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Resumo 

O crescimento da demanda promove a conexão de geração distribuída nos sistemas elétricos 

como uma opção para atender parte da demanda localmente. Isto pode trazer importantes 

benefícios ademais da redução da demanda, tais como o uso eficiente de energias não poluentes 

e menores perdas elétricas. No entanto, a integração de geração distribuída, principalmente as 

baseadas em fontes renováveis, apresenta vários desafios técnicos e econômicos. 

Um dos principais desafios da integração de geração renovável é a aleatoriedade na operação, 

a qual expõe ao operador do sistema a situações de risco econômico e técnico, principalmente 

quando se consideram elevados níveis de penetração. Sendo assim, isto motiva o 

desenvolvimento de ferramentas de planejamento e operação que permitam explorar o impacto 

da aleatoriedade no sistema.  

Este trabalho apresenta modelos de alocação de painéis fotovoltaicos para minimização de 

variância de potência ativa em sistemas de potência. Nos sistemas de distribuição se busca 

minimizar a variância da potência ativa da subestação, enquanto que nos sistemas de 

transmissão se pretende minimizar a variância do custo de operação, que depende das potências 

ativas despachadas. Além disso, aborda-se também a maximização da capacidade de 

hospedagem em redes de distribuição. A formulação matemática da proposta se conforma de 

modelos de fluxo de potência estocástico otimizado, os quais definem o lugar onde devem ser 

alocados os painéis fotovoltaicos dentro da rede. 

Para validar o desempenho dos modelos foram realizadas simulações com sistemas de 

distribuição e transmissão, utilizando séries temporais de irradiação solar e demanda. Os 

resultados mostram que a metodologia pode contribuir com a redução de variância do custo de 

operação quando aplicada a sistemas de transmissão. Além disso, o modelo proposto se mostrou 

efetivo para integrar elevados níveis de geração fotovoltaica em sistemas de distribuição, sem 

ocasionar violações significativas nos limites operativos. 

 

 

Palavras-chaves: Sistemas de Potência, Geração Fotovoltaica, Minimização de Variância de 

Potência Ativa, Maximização da Capacidade de Hospedagem. 



 
 

Abstract 

Demand growth promotes the connection of distributed generation in electrical systems as an 

option to meet demand locally. This can bring important benefits in addition to demand 

reduction, such as reduction of losses and environmental impacts. However, the integration of 

distributed generation, especially those based on renewable resources, presents several 

technical and economic challenges. 

One of the main challenges of the integration of renewable generation is the randomness of the 

operation, which exposes the system operator to situations of economic risk, especially when 

considering high levels of penetration. Thus, this motivates the development of planning tools 

to explore the impact of randomness on the system operation. 

This work presents models for allocating photovoltaic generators into power systems. Three 

objectives are explored in the allocation. On the one hand, the minimization of active power 

variance in the substation of distribution systems. On the other hand, the minimization of the 

variance of the operating cost in transmission systems. Finally, the maximization of the hosting 

capacity in radial networks it also addressed. The mathematical formulation is based on 

optimized stochastic power flow models that allow to define the photovoltaic modules allocated 

in each bus of the system. 

To validate the performance of the models, simulations with distribution and transmission 

systems were performed, using time series of solar radiation and demand. The results show that 

the methodology can reduce the variance of the operating cost when applied to transmission 

systems. Moreover, the model proved effective in integrating high levels of photovoltaic 

generation into distribution systems, without causing significant violations in the operating 

limits. 

 

Keywords: Power Systems, Photovoltaic Generation, Minimization of Active Power Variance, 

Maximization of Hosting Capacity. 
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1. Introdução 

 Considerações preliminares 

A energia elétrica é um serviço imprescindível para o desenvolvimento da sociedade 

moderna. Tanto o conforto nos setores residenciais e comerciais, quanto a produção das grandes 

indústrias, dependem fortemente do fornecimento de energia elétrica. Como consequência 

dessa dependência do uso da eletricidade, a demanda de energia elétrica em vários países do 

mundo aumenta ano após ano, exigindo ampliar a capacidade de abastecimento das redes. 

Além disso, as tecnologias de geração baseadas na queima de combustíveis fósseis, 

responsáveis por atender grande parte da demanda, enfrentam barreiras cada vez maiores para 

seu uso devido aos impactos ambientais, o que promove a integração de fontes renováveis de 

energia nas redes elétricas [1]. 

Nesse contexto, a geração distribuída baseada em recursos renováveis se apresenta como 

uma opção para aliviar o crescimento da demanda com baixo custo de operação e baixo impacto 

ambiental [1]. No entanto, apesar dos grandes benefícios, a integração de fontes intermitentes 

traz consigo vários desafios técnicos e econômicos.  

Dentre os principais desafios econômicos se encontra o risco devido à aleatoriedade que 

introduzem as fontes primárias e a demanda, o qual pode levar a elevados custos de operação. 

Além disso, a aleatoriedade também pode levar a enfrentar desafios do ponto de vista técnico, 

por exemplo, sobretensões e sobrecorrentes.  

Por outro lado, a evolução tecnológica fornece os meios para um melhor aproveitamento 

dos recursos energéticos, assim como uma maneira de mitigar o impacto da aleatoriedade das 

fontes renováveis [2]. 

Dessa maneira, o crescimento progressivo da demanda, a integração cada vez maior de 

geração renovável nas redes elétricas e a evolução das tecnologias que facilitam a integração, 

criam a necessidade de desenvolver ferramentas para planejamento e operação de sistemas 

elétricos que considerem o comportamento intermitente dos recursos renováveis e incluam as 

características da rede e das diversas tecnologias que podem ser integradas. 
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 Revisão bibliográfica 

Na revisão a seguir se apresentam estudos relacionados à integração de geração 

renovável em sistemas de potência, visando dois objetivos.  

Por uma parte, se abordam trabalhos que tratam a redução de variância de potência ativa, 

incluindo métodos e estratégias para atenuação de variância na potência de saída dos geradores, 

potência neta nas barras do sistema, etc. 

Por outro lado, se apresentam estudos associados à maximização da capacidade de 

hospedagem de geração renovável em redes de distribuição.  

Nesse contexto, a finalidade desta seção é explorar os conceitos e ferramentas 

disponíveis na literatura relacionados com esses assuntos, para posteriormente conformar 

modelos estocásticos de alocação de painéis fotovoltaicos.  

A informação apresentada na sequência se separa em duas partes. A primeira relacionada 

com a redução de variância de potência ativa e a segunda associada ao aumento da capacidade 

de hospedagem.  

 Redução de variância de potência ativa em sistemas de potência 

Na literatura se encontram várias maneiras de tratar o assunto, tais como enfoques 

probabilísticos, otimização robusta e modelos baseados em lógica difusa [3].  

Vários estudos abordam o problema considerando apenas o comportamento dos recursos 

renováveis, sem levar em conta as características da rede. O trabalho [4] propõe uma ferramenta 

para definir a combinação ótima de duas fontes renováveis, com o objetivo de maximizar o 

ganho da distribuidora mitigando o risco de indisponibilidade de recursos hídricos e 

combustíveis. A referência [5] apresenta um modelo estocástico de avaliação de recursos 

baseado numa abordagem probabilística. Esta proposta permite explorar o efeito combinado da 

geração eólica e fotovoltaica, considerando a correlação das fontes com a demanda.  

Os autores em [6] propõem um modelo híbrido para definir a capacidade ótima das fontes 

eólicas e solares, de maneira a maximizar a potência renovável alocada, porém sem ultrapassar 

um limite de variabilidade predefinido nas potências de saída. Este estudo aborda o problema 

no curto e longo prazos e considera a natureza complementar dos recursos. Ademais, [7] 

apresenta uma metodologia para previsão de geração fotovoltaica no longo prazo, a qual se 
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mostra robusta para estimar a produção real de sistemas fotovoltaicos, resultando útil para 

minimizar o risco em projetos de investimento.  

No entanto, as referências [4]–[7], não consideram restrições técnicas associadas à rede 

elétrica, por exemplo, equações de fluxo de potência, o que não garante um adequado 

funcionamento do sistema.  

Uma maneira de abordar o problema considerando restrições técnicas, é através de 

modelos de otimização que incluem uma representação linear da rede. Na referência [8] se 

expõe um modelo para alocação de geradores renováveis que inclui unidades de 

armazenamento e resposta da demanda. Esta abordagem utiliza um método heurístico de 

solução para atender a demanda ao menor custo e permite o gerenciamento e controle dos fluxos 

de energia dentro da rede. A referência [9] propõe um modelo para otimização que integra 

geração renovável e inclui a modelagem explícita do efeito da aleatoriedade. O modelo 

proposto pode ser resolvido mediante métodos de otimização clássica e permite a construção 

de fronteiras de Pareto para uma adequada solução de compromisso entre retorno e variância.  

O estudo apresentado em [10] expõe um modelo para minimizar a variância da carga 

líquida em sistemas de distribuição, através da implantação de baterias. Esta abordagem 

permite explorar o efeito do limite de capacidade das baterias e a influência da alocação dentro 

da rede.  

Contudo, os estudos em [8]–[10] utilizam uma representação linear do sistema, cuja 

precisão é muito dependente do sistema e do caso [11].   

Outra abordagem do problema no contexto de planejamento e operação é através da 

teoria de portfólios, aplicada na análise de investimentos em geração renovável, a qual resolve 

um problema de otimização para maximizar o retorno do investimento, adicionando uma 

restrição de variância desse retorno [12]–[14]. Esta abordagem apresenta a limitação de que o 

parâmetro de tolerância ao risco é definido subjetivamente, o que pode afetar significativamente 

a solução [15].   

Por outra parte, existem vários trabalhos que apresentam modelos inovadores para 

otimização de variância do ponto de vista de operação, sem considerar dimensionamento e 

alocação [15]–[20]. 
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Na revisão acima se percebe uma brecha quanto a modelos de alocação de sistemas 

fotovoltaicos que permitam a minimização de variância de potência ativa em sistemas de 

potência.  

 Capacidade de hospedagem em sistemas de distribuição  

A integração de geração renovável em sistemas de distribuição traz importantes 

benefícios porém dificulta o planejamento e a operação, levando aos operadores do sistema a 

enfrentar vários desafios [21]. Um dos principais desafios é determinar a capacidade máxima 

de geração distribuída que pode ser integrada na rede sem violar os limites operativos, 

conhecida como capacidade de hospedagem (CH).   

A motivação de determinar a CH se justifica em vários motivos tais como conhecer a 

máxima redução de demanda que pode ser alcançada sem ocasionar problemas técnicos, manter 

a confiabilidade e segurança na rede, aproveitar de maneira eficiente as energias limpas, dentre 

outros [22]. 

Nesse sentido, a comunidade acadêmica realiza um grande esforço em desenvolver 

metodologias que permitam determinar a CH das redes, abrangendo estratégias tais como 

reconfiguração da rede, alocação de fontes de potência reativa, resposta da demanda e esquemas 

de corte de geração renovável. 

Nas referências  [23], [24] os autores utilizam um modelo estocástico de duas etapas no 

contexto da alocação de fontes de potência reativa, de modo a considerar simultaneamente a 

redução dos custos de implantação das fontes e maximizar a capacidade de hospedagem. Por 

outra parte, os trabalhos apresentados em [25], [26] utilizam uma abordagem heurística que 

otimiza a CH e a eficiência da rede em simultâneo, através da alocação de condicionadores 

unificados de energia.  

Sob outra perspectiva, os estudos apresentados em [27], [28] abordam o problema de 

maximizar a CH através da gestão de redes ativas, incluindo controle coordenado de tensão, 

estratégias de compensação de potência reativa, controle do fator de potência em unidades 

geradoras e resposta da demanda.  

Por outro lado, a determinação da CH pode ser tratada desde a perspectiva de 

reconfiguração de rede [29], [30] ou combinando técnicas de corte de geração tanto 

centralizadas quanto decentralizadas [31], [32]. Além disso, vários trabalhos abordam o assunto 
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combinando metodologias como despacho e gestão otimizada, com dispositivos 

armazenadores, veículos elétricos e transformadores inteligentes [33]–[36].  

Na revisão acima se observa que as metodologias para determinar a capacidade de 

hospedagem usualmente utilizam uma grande quantidade de cenários. No entanto, a CH 

geralmente é limitada por problemas de tensão [37], [38], situação que acontece em cenários 

particulares. Desse modo, observa-se uma brecha em relação a modelos que utilizem poucos 

cenários para determinar de maneira eficiente a capacidade de hospedagem. 

 Objetivo 

Este trabalho tem por objetivo desenvolver um modelo de alocação de sistemas 

fotovoltaicos para minimizar a variância de potência ativa em sistemas de potência. Pretende-

se que o modelo tenha flexibilidade para ser aplicável tanto em sistemas de distribuição como 

de transmissão. O objetivo a minimizar nos sistemas de distribuição é a variância da potência 

ativa da subestação, enquanto que nos sistemas de transmissão o que se busca é minimizar a 

variância do custo de operação, que depende das potências ativas despachadas. Além disso, 

também se pretende adaptar o modelo para determinar a capacidade de hospedagem em 

sistemas de distribuição. 

A ferramenta a desenvolver pode dar suporte na etapa de planejamento e operação de 

sistemas elétricos, permitindo explorar o efeito da aleatoriedade (risco econômico), e ademais 

provendo uma estimação da máxima redução de demanda que pode ser alcançada pela 

integração de renováveis, sem provocar violações nos limites de tensão e corrente. 

Dadas as características do problema, o modelo deve considerar o comportamento do 

recurso solar e a demanda no longo prazo, as equações representativas da rede, e as 

características dos geradores fotovoltaicos, tudo isso integrado através de um modelo de 

otimização. 

Para alcançar o objetivo apresentado acima, as seguintes etapas devem ser 

desenvolvidas: 

• Estudar a representação da irradiação solar e a demanda no longo prazo. 

• Buscar um modelo para representar a rede em regime permanente. 

• Identificar métodos para modelagem de incertezas aplicáveis a sistemas de potência. 
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• Realizar um levantamento de métodos de otimização aplicáveis ao fluxo de potência 

estocástico. 

• Integrar os três fatores anteriores através de um modelo de programação matemática 

e implementar numa plataforma computacional. 

• Implementar, se possível, algum método existente na literatura para fins de 

comparação. 

• Validar a proposta através de simulação com séries temporais. 

 Estrutura do trabalho 

Este trabalho é composto do capítulo introdutório que apresenta o problema de pesquisa 

e o objetivo, e mais cinco capítulos. O Capítulo 2 apresenta os conceitos associados com fluxo 

de potência, modelagem de incertezas e programação estocástica. 

No Capítulo 3 se apresentam os modelos desenvolvidos e a metodologia de validação 

das soluções. 

No Capítulo 4 se apresentam resultados de simulação que ilustram o desempenho dos 

modelos propostos. 

No Capítulo 5 se apresentam as conclusões do trabalho e os trabalhos futuros.  
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2. Marco teórico  

As incertezas são características inerentes dos sistemas de potência, já que vários 

parâmetros do sistema, tais como a demanda e a geração renovável, são de natureza aleatória. 

Isto levou ao desenvolvimento de modelos que permitam representar os sistemas eléctricos 

levando em conta o comportamento desses parâmetros aleatórios, e à criação de métodos para 

otimizar esses modelos estocásticos. 

Este capítulo tem por objetivo apresentar os conceitos básicos associados com a 

modelagem de fluxo de potência estocástico otimizado. Estes conceitos são a base dos modelos 

que serão apresentados no capítulo seguinte.  

Além disso, desde que o conceito de microrrede está intimamente relacionado com a 

integração de geração distribuída em sistemas de potência, este conceito se apresenta 

brevemente ao começo da seção. 

A informação apresentada a seguir se divide em cinco seções. A primeira apresenta o 

conceito de microrrede, as três seguintes estão associadas a modelagem de incertezas em fluxo 

de potência, e a última relacionada com otimização estocástica.  

 Microrredes 

As microrredes são grupos de cargas, sistemas de armazenamento de energia e sistemas 

de micro-geração que operam em conjunto, como se fossem um único sistema provedor de 

eletricidade e calor. Estes sistemas podem ser vistos como uma entidade simples, que pode 

responder a sinais de uma central de controle, e que pode operar isoladamente. O núcleo do 

conceito de microrrede é a noção de uma interface flexível e controlável [39]. 

Uma diferença fundamental que distingue as microrredes, respeito das redes elétricas 

convencionais, é que os geradores de energia são de pequeno porte, distribuídos, e estão 

localizados próximos das cargas, permitindo o aproveitamento do calor produzido no processo 

de geração de energia elétrica.  

De forma simples e resumida, a microrrede pode ser definida como a forma mais 

eficiente, segura e gerenciável para a conexão de grande número de geradores de pequeno e 

médio porte aos sistemas atuais de energia elétrica [40]. 
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O conceito de microrrede envolve alta penetração da geração distribuída sem necessidade 

da reestruturação do sistema de distribuição. Durante a ocorrência de perturbações, as fontes de 

micro-geração e as correspondentes cargas alimentadas podem operar de forma autônoma, 

mantendo assim a confiabilidade do serviço aos usuários.  

A microrrede pode ser designada para atender vários aspectos operacionais da rede, tais 

como alta confiabilidade, redução de perdas, controle de tensão, e alta eficiência através do 

aproveitamento da energia térmica despendida no processo de geração.  

O desafio deste novo paradigma é atingir as funcionalidades mencionadas acima sem 

grandes custos em engenharia, mantendo a alta confiabilidade do sistema, a flexibilidade de 

posicionamento das fontes de geração, e consequentemente aproveitando o calor residual do 

processo. Para lograr isto se promove um modelo peer to peer e plug and play para cada um 

dos componentes da microrrede. O conceito peer to peer assegura que não há componentes, 

como um controlador mestre ou uma unidade central de armazenamento, que sejam críticas 

para o funcionamento da microrrede. Isto se refere a que a microrrede pode continuar operando 

com a perda de algum componente. Plug and play implica que uma unidade pode ser colocada 

em algum ponto do sistema elétrico sem a necessidade de redesenhar totalmente os controles 

[39]. 

 Microrrede inteligente 

Atualmente os sistemas de energia elétrica estão passando por uma transformação de 

grandes proporções. A mesma consiste na modernização das tecnologias de geração, 

transmissão, distribuição e uso final da energia elétrica, visando abordar questões que vão desde 

as preocupações com mudanças climáticas e o envelhecimento das instalações atuais, até a 

possibilidade de proporcionar ao usuário final maior participação no planejamento e operação 

do sistema. A Fig. 1ilustra o esquema de uma microrrede inteligente. Esta deve ser entendida 

mais como um conceito do que uma tecnologia ou equipamento específico. As mesmas 

baseiam-se na utilização intensiva de tecnologias de automação, computação e comunicação, 

para monitoramento e controle da rede elétrica. Isto permite a implantação de estratégias de 

controle e otimização da rede de forma muito mais eficiente que as atualmente em uso [40]. 

As redes inteligentes utilizam os avanços nas tecnologias de informação e comunicação 

para controlar os sistemas de energia confiável e eficientemente. Algumas destas tecnologias já 

existem nos subsistemas de geração e transmissão, mas no presente há uma escassa 
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comunicação com o subsistema de distribuição. Além disso, os circuitos de distribuição são 

extensos, quase totalmente passivos e limitados a controles locais. Com exceção de grandes 

cargas, não há um monitoramento em tempo real de tensão ou corrente fornecidos nas cargas, 

resultando isso numa pobre interação entre os usuários e os sistemas de potência [41]. 

 

Fig. 1. Esquema de una microrrede inteligente 

 Características de uma rede inteligente  

Algumas características desejadas nas microrredes inteligentes são as seguintes [41]:  

• Possibilidade de operar em forma independente sem ligação à rede de distribuição. 

Geralmente a microrrede opera a maior parte do tempo conectada à concessionária, 

podendo optar por operar em modo autônomo se for preciso. Durante a operação em 

este modo, todas as cargas têm que ser fornecidas e compartilhadas por geração 

distribuída. 

• Capacidade de autorecuperação podendo automaticamente detectar, analisar, 

responder e restaurar falhas na rede. 

• Empoderamento dos Consumidores incluindo os equipamentos e o comportamento 

dos mesmos nos processos de planejamento e na operação da rede, permitindo aos 

clientes consumir e vender energia, gerenciar seu uso, e reduzir seus custos. 

• Tolerância a ataques externos tendo a capacidade de mitigar e resistir a ataques 

físicos e cibernéticos. 

• Prover uma melhor qualidade de energia elétrica, mediante a possibilidade de dispor 

as microfontes próximas das cargas, diminuindo quedas de tensão e interferências, 
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podendo assim atender equipamentos sensíveis, de acordo com as tecnologias 

digitais atuais. 

• Integrar uma ampla variedade de fontes de energia de várias dimensões e 

tecnologias, incluir opções de armazenamento de energia, reduzir o impacto 

ambiental do sistema produtor de eletricidade, as perdas e utilizar fontes que 

permitem obter uma melhor eficiência energética. 

• Permitir gestão pelo lado da demanda através de medidores inteligentes, 

eletrodomésticos inteligentes, dispositivos de armazenamento (veículos elétricos) e 

fornecer aos clientes informações relacionadas ao uso e os preços da energia. Prevê-

se que os clientes terão incentivos para modificar seu padrão de consumo. 

• Permitir a incorporação de tecnologias de trigeração para aproveitamento do calor 

residual dos processos de geração, sendo aplicável o mesmo em sistemas de 

refrigeração ou aquecimento. Isto traz consigo um considerável aumento do 

rendimento na utilização de fontes de energia primária. 

• Otimização de ativos utilizando tecnologias de informação para melhorar 

continuamente o uso do capital, minimizar custos de operação e manutenção, 

logrando um maior rendimento nos investimentos. 

 Fluxo de potência 

O problema de fluxo de potência consiste em resolver um conjunto de equações que 

representam o sistema de potência em regime permanente. Este conjunto de equações, 

chamadas equações de fluxo de potência, correspondem ao balanço de potências em cada barra. 

Uma vez formulado e resolvido o problema, a solução permite conhecer várias informações de 

interesse, tais como potências injetadas, fluxo nas linhas, perdas, etc. 

Devido às características dos sistemas de potência (por ex., topologia) existem várias 

maneiras de representar o problema de fluxo de potência. Os modelos podem ser classificados 

segundo vários critérios, tais como a representação utilizada (números reais ou complexos), as 

características do sistema de equações (lineares ou não lineares) e variáveis de estado 

empregadas (variáveis nodais ou de ramo). Na revisão abaixo se apresentam alguns modelos 

no campo dos números reais, que são de uso comum na literatura. 
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 Modelo de injeção de barra 

Esta modelagem é a mais utilizada na literatura. Basicamente, o problema se representa 

considerando variáveis nodais da rede. Desse modo, há quatro variáveis associadas com cada 

barra, que são magnitude e ângulo da tensão, e as potencias ativa e reativa injetadas. Geralmente 

duas variáveis são especificadas e duas calculadas [42]. Considere-se o sistema de transmissão 

da Fig. 2, o qual pode ser representado através do modelo de injeção de barra. 

 

Fig. 2. Sistema de transmissão 

Logo, sendo os vetores 𝑉, 𝐼, 𝑃, 𝑄, 𝑌 as tensões nodais, correntes liquidas injetadas nas 

barras, potências ativas e reativas liquidas injetadas nas barras, e a matriz de admitância nodal, 

respectivamente, as equações de fluxo de potência podem ser expressas da seguinte maneira 

[43]. 

𝐼𝑘 = ∑ 𝑌𝑘𝑛𝑉𝑛

𝑁

𝑛=1

 (1) 

𝑆𝑘 = 𝑉𝑘𝐼𝑘
∗ (2) 

𝑆𝑘 = 𝑉𝑘 [∑ 𝑌𝑘𝑛𝑉𝑛

𝑁

𝑛=1

]

∗

 (3) 

𝑆𝑘 = 𝑉𝑘 ∑ 𝑌𝑘𝑛𝑉𝑛𝑒𝑗(𝛿𝑘− 𝛿𝑛− 𝜃𝑘𝑛)

𝑁

𝑛=1

 (4) 

Assim, em (4) as equações de fluxo de potência para cada barra 𝑘 são expressas em 

função das magnitudes 𝑉𝑘, 𝑉𝑛 e ângulos 𝛿𝑘, 𝛿𝑛 dos fasores de tensão, e a magnitude e ângulo 
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das admitâncias nodais 𝑌𝑘𝑛, 𝜃𝑘𝑛. Finalmente tomando as partes reais e imaginária da equação 

(4), o balanço de potência ativa e reativa em cada nó resulta nas equações (5) e (6). 

𝑃𝑔𝑒𝑛𝑘 − 𝑃𝑙𝑜𝑎𝑑𝑘 = 𝑉𝑘 ∑ 𝑌𝑘𝑛𝑉𝑛cos (𝛿𝑘 −  𝛿𝑛 −  𝜃𝑘𝑛)

𝑁

𝑛=1

 (5) 

𝑄𝑔𝑒𝑛𝑘 − 𝑄𝑙𝑜𝑎𝑑𝑘 = 𝑉𝑘 ∑ 𝑌𝑘𝑛𝑉𝑛sen (𝛿𝑘 −  𝛿𝑛 −  𝜃𝑘𝑛)

𝑁

𝑛=1

 (6) 

 Modelo de fluxo no ramo 

O modelo de fluxo no ramo (branch flow model) representa o problema de fluxo de 

potência considerando como variáveis as magnitudes de correntes e potências das linhas, e das 

tensões. Este modelo tem sido utilizado para modelar sistemas de distribuição com topologias 

radiais [42]. A Fig. 3 expõe as variáveis do modelo. 

 

Fig. 3. Variáveis do modelo de fluxo no ramo 

Sendo assim, considerando as variáveis  𝑃𝑙 , 𝑄𝑙, 𝐼, 𝑉 como sendo a magnitude da potência 

ativa e reativa das linhas, e as magnitudes de corrente nas linhas e tensões nodais elevadas ao 

quadrado, as equações de fluxo de potência se mostram nas equações (7)-(10), sendo que as 

expressões (7)-(8) correspondem ao balanço de potencias ativas e reativas, enquanto que a 

equação (9) se relaciona às quedas de tensão no sistema, e a equação (10) está associada à 

potência aparente nas linhas [44]. 

𝑃𝑙 = ∑ (𝑃𝑗
𝑠 + 𝐼𝑗

𝑠𝑟𝑗)
𝑗∈𝐷𝑏

+ 𝑃𝑙𝑏 (7) 

𝑄𝑙 = ∑ (𝑄𝑗
𝑠 + 𝐼𝑗

𝑠𝑥𝑗)
𝑗∈𝐷𝑏

+ 𝑄𝑙𝑏 (8) 

𝑉𝑎𝑏 = 𝑉𝑏 + 2(𝑟𝑙𝑃𝑙 + 𝑥𝑙𝑄𝑙) + (𝑟𝑙
2 + 𝑥𝑙

2)𝐼,    𝑏 ≠ 0 (9) 

(𝑃𝑙)2 + (𝑃𝑄)2 = 𝐼𝑙
𝑠𝑉𝑏

𝑠 (10) 

( Pl , Ql , Il
2)

Vb
2
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 Modelo CC linearizado 

Outra opção para representar o sistema de potência é através de equações linearizadas. 

Este modelo tem base em que o fluxo de potência ativa numa linha depende da abertura angular, 

fato análogo a relação entre corrente e queda de tensão num circuito de corrente continua.  

Sendo assim, as equações de fluxo de potência CC se expressam em função dos ângulos 𝜃 e a 

reatância das linhas 𝑥 segundo a equação (11), onde Ω𝑘 é o conjunto de barras adjacentes à 

barra 𝑘, e NB o número total de barras [45]. 

𝑃𝑘 = ∑ 𝑥𝑘𝑚
−1

𝑚∈Ω𝑘

𝜃𝑘 + ∑ −𝑥𝑘𝑚
−1

𝑚∈Ω𝑘

𝜃𝑚       𝑘 = 1: 𝑁𝐵 (11) 

Esta abordagem oferece algumas vantagens, como uma menor quantidade de variáveis, 

o que reduz o tamanho do problema, e maior facilidade de solução quando comparado aos 

modelos não lineares. No entanto, o uso deste modelo é restrito a sistemas que possuem linhas 

com resistências pequenas, tensões próximas aos valores nominais, e diferenças angulares entre 

barras adjacentes pequenas. Desse modo, o uso deste modelo é comum em sistemas de 

transmissão, porém não aplicado em sistemas de distribuição, nos quais as resistências das 

linhas são altas, e as tensões se desviam significativamente dos valores nominais [45], [46]. 

 Principais diferenças entre modelos 

Dentre as principais diferenças entre os modelos apresentados anteriormente podemos 

citar as seguintes: 

• O modelo de injeção de barra representa o problema com uma quantidade menor de 

variáveis em relação ao modelo de fluxo no ramo. No entanto, todas as equações são 

não lineares. Este tipo de modelagem mostra bom desempenho em sistemas 

malhados, como é o caso dos sistemas de transmissão, podendo ser também utilizado 

em sistemas radiais. 

• O modelo de fluxo no ramo representa o problema com um maior número de 

equações e variáveis, porém com a vantagem que a maioria das equações são 

lineares. Este tipo de formulação aproveita a característica radial dos sistemas, sendo 

adequada para a representação dos sistemas de distribuição. 
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• O modelo DC linear, em relação aos outros modelos, apresenta as vantagens de 

facilidade para a solução e menor quantidade de variáveis. No entanto, seu uso é 

muito dependente do sistema e do caso, podendo prover soluções inexatas. 

 Modelagem de incertezas em fluxo de potência  

Nesta seção se apresentam as ideias básicas de vários métodos para modelagem de 

parâmetros aleatórios em sistemas de potência. O objetivo principal destes métodos é mensurar 

o impacto dos parâmetros aleatórios de entrada nas variáveis aleatórias de saída do sistema. 

Desse modo, a principal diferença entre os métodos é a maneira de representar as incertezas nos 

parâmetros de entrada.  

 Métodos probabilísticos 

Os métodos probabilísticos se baseiam na representação de parâmetros aleatórios de 

entrada através de distribuições de probabilidade. A essência destes métodos é obter a função 

de densidade de probabilidade (FDP) das variáveis de saída, em função das FDPs conhecidas 

das entradas [47]. Destaca-se que a forma das FDPs geralmente depende de parâmetros 

característicos, podendo variar significativamente com a variação desses parâmetros. Ademais, 

existem abordagens para caracterizar as FDPs chamadas não paramétricas [48], baseadas em 

metodologias empíricas.  

Dentre as FDPs de uso comum no contexto de sistemas de potência se destacam a 

distribuição Normal, a qual geralmente representa as demandas de eletricidade [49]; as 

distribuições Beta e Weibull que usualmente representam a irradiação solar e a velocidade do 

vento [50]; e a distribuição Lognormal que habitualmente se utiliza para modelar preços de 

eletricidade [51]. As Fig. 4 e 5 ilustram exemplos das FDPs mencionadas para valores 

específicos dos parâmetros característicos, sendo 𝜇, 𝜎, 𝐴, 𝐵 a média, o desvio padrão, e os 

parâmetros de forma e escala, respectivamente. 

Na literatura os métodos probabilísticos usualmente se encontram separados em 

abordagens numéricas e analíticas [52]. 

As abordagens numéricas são baseadas na simulação de Montecarlo (SMC). 

Basicamente o método consiste em definir uma função 𝑌 = 𝑓(𝑋) que relaciona parâmetros de 

entrada 𝑋 e variáveis de saída 𝑌, e logo avaliar a função gerando uma grande quantidade de 

valores aleatórios dos parâmetros de entrada, através das FDPs conhecidas. Este processo se 
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repete até que um determinado critério de parada seja atendido. Uma vez realizada a simulação, 

é possível estimar as FDP das variáveis de saída mediante os valores obtidos das funções 𝑌. 

 

Fig. 4. Distribuições de probabilidade        a) Normal            b) Weibull 

 

Fig. 5. Distribuições de probabilidade        c) Lognormal       d) Beta 

A SMC pode ser classificada em abordagens sequenciais e não sequenciais [53], sendo a 

principal diferença a consideração ou não da ordem cronológica das variáveis de saída. Desse 

modo, as abordagens sequenciais são adequadas para estudos onde a ordem cronológica é 

relevante. 

A principal vantagem dos métodos baseados na SMC é a simplicidade de implementação, 

enquanto que a desvantagem mais notória é o grande esforço computacional requerido. 

Por outra parte, as abordagens analíticas se baseiam em obter informação das variáveis 

aleatórias de saída do problema, mediante expressões analíticas que dependem dos parâmetros 
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aleatórios de entrada. As abordagens analíticas, por sua vez, podem ser separadas em métodos 

baseados em linearização ou aproximação. Os métodos baseados em linearização representam 

as variáveis aleatórias de saída em torno do valor esperado [54]; enquanto que os métodos 

aproximados têm base na aproximação das FDPs dos parâmetros de entrada, utilizando somente 

algumas amostras dessas distribuições para obter informação das variáveis de saída.  

Dentre as abordagens analíticas baseadas em linearização, as de uso mais comum são o 

método de convolução [55], a teoria dos cumulantes [16] e o método de segundo momento de 

primeira ordem (MSMPO) [56].  

O método de convolução obtém a FDP de saída 𝑓(𝑧) combinando as FDPs das entradas 

𝑓(𝑥) de acordo com a equação (12), onde a variável de saída 𝑧 =  𝑎1𝑥1 + 𝑎2𝑥2 + ⋯ 𝑎𝑛𝑥𝑛  

corresponde a uma combinação linear das variáveis de entrada 𝑥, e ⨂ indica convolução. 

𝐹(𝑧) =
𝑓(𝑥1)

|𝑎1|
⨂

𝑓(𝑥2)

|𝑎2|
⨂ … ⨂

𝑓(𝑥𝑛)

|𝑎𝑛|
 (12) 

As principais limitações do método de convolução são a grande demanda de memória e 

o elevado tempo computacional, sendo possível reduzir o efeito de tais limitações mediante a 

combinação com outros métodos [57].   

Por sua vez, a teoria de cumulantes e o MSMPO, permitem determinar as FDPs das 

variáveis de saída com base nos momentos das FDPs de entrada. Mais especificamente, por 

meio dos momentos das variáveis de entrada é possível estimar os momentos das variáveis de 

saída, e posteriormente obter as FDPs das variáveis de saída mediante uma expansão em série 

[58].  

No contexto de sistemas de potência, utilizando a teoria de cumulantes é possível estimar 

os momentos de uma variável de saída definindo os coeficientes da combinação linear  através 

da inversa da matriz jacobiana do fluxo de potência, de acordo com a equação (13), onde 𝜆𝑥𝑖,𝑛 

representa os momentos de ordem 𝑛 das variáveis  de estado 𝑦𝑖, 𝜆𝑥2,𝑛 são os momentos 

conhecidos dos parâmetros de entrada, e 𝑎𝑖,1
𝑛  os coeficientes da inversa da jacobiana [16].  

𝜆𝑦𝑖,𝑛 = 𝑎𝑖,1
𝑛 𝜆𝑥1,𝑛 + 𝑎𝑖,2

𝑛 𝜆𝑥2,𝑛 + ⋯ + 𝑎𝑖,𝑛
𝑛 𝜆𝑥𝑛,𝑛 (13) 

Por outra parte, por meio do MSMPO é possível estimar a média e variância das variáveis 

do fluxo de potência, aproximando as funções mediante a série de Taylor.  Assim, 

primeiramente a variável de saída 𝑧 = 𝑦(𝑥) é linearizada em torno do valor médio 𝑦(�̅�) de 

acordo a equação (14), e logo se aproxima a média e a covariância através das equações (15)-
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(16). Nas equações abaixo 𝐺(�̅�)representa a matriz jacobiana de 𝑦(�̅�), e 𝐶𝑥 corresponde à 

matriz de covariância dos parâmetros de entrada. Esta aproximação apresenta bom desempenho 

enquanto os limites de corrente nas linhas não sejam alcançados [56].   

𝑍(𝑥) ≈ 𝑦(�̅�) + 𝐺(�̅�)(𝑥 − �̅�) (14) 

�̅� = 𝐸(𝑍) ≈ 𝑦(�̅�) (15) 

�̅� = 𝐸( (𝑍 − �̅�)(𝑍 − �̅�)𝑇 ) ≈ 𝐺(�̅�)𝐶𝑥𝐺(�̅�)𝑇 (16) 

Por outro lado, dentre os métodos aproximados se destacam o método de estimação de 

ponto (MEP) [59], a análise de cenários [60] e a ‘Unscented transformation’ (UT) [61]. Estes 

métodos aproximam os momentos de uma função de variáveis aleatórias definindo cenários 

representativos e pesos para os parâmetros aleatórios, e logo estimando os momentos pela teoria 

de variáveis aleatórias discretas. Detalhes dos cálculos para definir os cenários e pesos dos 

métodos aproximados se encontram em [52]. A Fig. 6 apresenta uma classificação resumida 

dos métodos para modelagem de incertezas. 

Métodos 

numéricos

Métodos 

analíticos

Métodos de 

Montecarlo

Métodos de 

Linearização

Métodos 

Aproximados

SMC 

sequencial

SMC não

sequencial

Método de 

convolução

Cumulantes

MSMPO

MEP

UT

 

Fig. 6. Métodos de modelagem de incertezas 
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Em relação às vantagens e desvantagens dos métodos analíticos [47], [52], é importante 

destacar que: 

• Alguns métodos linearizados têm a vantagem de não exigir um conhecimento 

detalhado das FDPs de entrada, bastando conhecer algumas características. 

• Alguns métodos aproximados podem ser imprecisos quando se consideram muitos 

parâmetros aleatórios de entrada.  

• Os métodos aproximados apresentam a vantagem de eficiência computacional, e não 

sofrem problemas de convergência. 

 Métodos possibilísticos  

Os métodos possibilísticos modelam incertezas através da teoria de conjuntos difusos 

[62]. O tratamento de problemas através desta teoria geralmente é separado em três grandes 

etapas: fuzzificação, criação de regras e defuzzificação [63].  

A fuzzificação basicamente associa funções de pertinência a cada parâmetro aleatório de 

entrada de um problema. Estas funções atribuem um valor entre 0 e 1 a um membro do conjunto, 

indicando o grau de pertinência do membro nesse conjunto. A Fig. 7 apresenta funções de 

pertinência de uso comum no contexto de conjuntos difusos.  

Posteriormente, se constrói um conjunto de regras relacionadas às funções de pertinência 

das entradas, as quais codificam o conhecimento do problema. Habitualmente, quanto maior o 

número de funções de pertinência associadas a cada parâmetro de entrada, maior será o número 

de regras.  

1

Grau de

pertinência

Universo
 

Fig. 7. Funções de pertinência de conjuntos difusos 
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Finalmente, avaliando as regras num processo conhecido como defuzzificação, é possível 

determinar o grau de pertinência da variável de saída, em relação a um conjunto de funções de 

pertinência determinadas.  

Aplicações da teoria de conjuntos difusos em sistemas de potência se encontram em [64], 

[65] e suas referências. 

 Otimização estocástica  

Basicamente a otimização estocástica busca representar e resolver um problema que 

depende de parâmetros aleatórios. No entanto, a presença de aleatoriedade dificulta muito a 

representação e solução, desde que há um compromisso entre exatidão da representação, e 

tamanho e complexidade do problema. Nesta seção se apresentam técnicas de modelagem para 

otimizar problemas estocásticos. 

 Programação com recurso 

Uma maneira de representar incertezas em modelos de otimização é a programação com 

recurso. De maneira simplificada, o conceito consiste em separar as variáveis do problema por 

etapas, na qual algumas decisões se tomam na primeira etapa, e as decisões das etapas seguintes 

atuam como ações corretivas. Embora seja possível conformar modelos de várias etapas, a 

formulação mais utilizada na literatura são os modelos estocásticos de duas etapas [66]. A Fig. 

8 ilustra o esquema de um modelo estocástico de duas etapas. 

 

Fig. 8. Modelo estocástico de duas etapas 

 

Decisões da primeira etapa Decisões da segunda etapa
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Os modelos estocásticos de duas etapas se conformam considerando simultaneamente 

um conjunto de cenários representativos 𝑦𝑠(𝑥, 𝑤), onde cada cenário 𝑠 tem associada uma 

probabilidade de ocorrência 𝑃(𝑠), conforme ilustram as equações (17)-(19) [66], sendo 𝑥 as 

variáveis da primeira etapa e 𝑤 as variáveis da segunda etapa. Note que o segundo termo na 

equação (17) representa o valor médio de 𝑦𝑠 nos cenários representativos. 

𝑀𝑖𝑛           𝐶(𝑥)  +  ∑ 𝑃(𝑠) ∗ 𝑦𝑠(𝑥, 𝑤)

𝑆

𝑠=1

 (17) 

                        s. a.                   𝐺(𝑥, 𝑤) = 0 (18) 

                                                      𝐻(𝑥, 𝑤) ≤ 0 (19) 

No contexto de sistemas de potência, este tipo de modelagem é amplamente utilizado 

para análise de investimentos, nos quais as variáveis da primeira etapa representam a decisão 

sobre os investimentos, e as variáveis da segunda etapa representam ações corretivas tomadas 

frente as incertezas na operação do sistema [67], [68].  

 Programação robusta 

Esta técnica de modelagem pode ser considerada como uma extensão da programação 

com recurso. A principal diferença entre ambas é que a programação robusta otimiza uma 

medida de variabilidade de 𝑦𝑠(𝑥, 𝑤), em conjunto com o valor esperado. Nesse sentido, esta 

técnica busca uma solução do modelo estocástico que seja menos sensível (ou mais robusta) 

frente ao comportamento dos parâmetros aleatórios [66]. 

A formulação robusta de um modelo estocástico de duas etapas pode ser expressa 

mediante as equações (20)-(22) [66]. Este tipo de formulação, chamada de pior caso, define a 

medida de variabilidade como sendo igual à maior expectativa de 𝑦𝑠(𝑥, 𝑤). 

𝑀𝑖𝑛
𝑥

   
𝑀𝑎𝑥

𝑤
        𝐶(𝑥)  + ∑ 𝜋(𝑠) ∗ 𝑦𝑠(𝑥, 𝑤)

𝑆

𝑠=1

 (20) 

                             s. a.                    𝐺(𝑥, 𝑤) = 0 (21) 

                                                             𝐻(𝑥, 𝑤) ≤ 0 (22) 

Em sistemas de potências, os modelos de programação robusta geralmente se utilizam 

em problemas de minimização de risco, tanto no contexto econômico [69], quanto técnico [70]. 
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 Restrições probabilísticas 

Nesta técnica de programação estocástica algumas das restrições se expressam em termos 

de proposições estatísticas relacionadas às variáveis da primeira etapa, evitando assim a 

modelagem das ações recursivas. Esta abordagem é particularmente útil quando as decisões da 

segunda etapa são difíceis de avaliar. Além disso, algumas restrições probabilísticas permitem 

a determinação de equivalentes determinísticos lineares utilizando a função de distribuição 

acumulada, o que reduz a complexidade do modelo [66], [71].  

De maneira compacta, um problema de programação estocástica com restrições 

probabilísticas pode ser expresso mediante as equações (23)-(24), onde 𝑥 representa as 

variáveis da primeira etapa, 𝑤 são parâmetros aleatórios, e 1−∝ indica a probabilidade com a 

qual a restrição 𝐻(𝑥) ≥ 𝑓(𝑤) deve ser atendida [71]. 

𝑀𝑖𝑛
𝑥

                          𝐶(𝑥) (23) 

          s. a.      𝑃{ 𝐻(𝑥) ≥ 𝑓(𝑤) } ≥ 1−∝ (24) 

A modelagem mediante restrições probabilísticas tem grande aplicação no contexto de 

sistemas de potência, abrangendo problemas tais como despacho econômico [72], 

dimensionamento de armazenadores [73] e  controle de potência reativa [74]. 

 Considerações finais 

Se observou nas subseções anteriores que existem vários métodos para modelagem de 

incertezas e solução de problemas estocásticos, que podem ser aplicados a sistemas de potência. 

Para formular os modelos que serão apresentados posteriormente, neste trabalho se 

combinam dois conceitos apresentados anteriormente.  

Por uma parte, a estimação de momentos de funções aleatórias mediante pontos 

representativos da função e pesos, a qual pode ser feita através do método de estimação de ponto 

(MEP) ou a ‘unscented transformation’ (UT). Por outro lado, a programação com recurso em 

duas etapas, a qual permite a representação de um problema estocástico.  

No capítulo seguinte se apresenta a aplicação destes conceitos na formulação de modelos 

para alocação de painéis fotovoltaicos em sistemas de potência. 
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3. Metodologia  

Esta seção apresenta modelos estocásticos de alocação de painéis fotovoltaicos em 

sistemas de potência. Todas as formulações possuem a estrutura de um fluxo de potência 

otimizado multicenário (FPOM) conforme expressam as equações (25)-(27), no qual os 

parâmetros aleatórios são a irradiação solar e as demandas de potência. Note que 𝐺𝑠(𝑥) 

representa as equações de fluxo de potência de cada cenário 𝑠. 

  𝑀𝑖𝑛     𝑓(𝑥)  (25) 

     𝑠. 𝑎.       𝐺𝑠(𝑥) = 0          ∀𝑠 ∈  𝑆 (26) 

𝑥𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑥 ≤ 𝑥𝑚𝑎𝑥 (27) 

Serão apresentados modelos para minimização de variância de potência ativa em 

sistemas de distribuição e transmissão, e um modelo para maximizar a capacidade de 

hospedagem num sistema de distribuição.  

Além disso,  serão explorados dois métodos para definir cenários dos parâmetros 

aleatórios no FPOM, o método de estimação de ponto (MEP) [75], o qual assume independência 

entre os parâmetros aleatórios de entrada; e a ‘unscented transformation’ (UT) [76], [77], a qual 

considera a covariância entre parâmetros aleatórios. A Fig. 9 mostra o diagrama simplificado 

do processo de otimização. 

Dados do sistema

Dados de irradiação e demanda

Barras candidatas

Define cenários e 

pesos pelo MEP ou 

a UT

Monta o problema e 

resolve o modelo

Placas alocadas

Variáveis de estado do fluxo

Dados de entrada Informação de saída

 

Fig. 9. Diagrama do processo de otimização 

 Equações de fluxo de potência para sistema radial 

O sistema de distribuição se representa através de uma estrutura radial, considerando 

operação balanceada [78]. A Fig. 10 ilustra um esquema da rede. 
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Fig. 10. Sistema de distribuição radial 

As equações do fluxo de potência (28)-(31) correspondem ao modelo de fluxo no ramo 

[79] incluindo geradores distribuídos e transformadores [80]. Este modelo se expressa nas 

variáveis 𝑃𝑙   𝑄𝑙  𝐼  𝑉, sendo 𝑃𝑙 , 𝑄𝑙 são as potências ativas e reativas de final de linha, e 𝐼, 𝑉 as 

magnitudes quadradas das tensões nodais e as correntes de linha. 

Sendo assim, as equações (28)-(29) correspondem ao balanço de potências ativa e 

reativa, a equação (30) se relaciona com as quedas de tensão na rede radial, e a equação (31) 

representa a potência aparente nas linhas. Note que o superindice s indica cenários. 

𝑃𝑙
𝑠 + 𝐷𝑃𝑏

𝑠 = ∑ (𝑃𝑗
𝑠 + 𝐼𝑗

𝑠𝑟𝑗)
𝑗∈𝐷𝑏

+ 𝑃𝑙𝑏
𝑠  (28) 

𝑄𝑙
𝑠 + 𝐷𝑄𝑏

𝑠 = ∑ (𝑄𝑗
𝑠 + 𝐼𝑗

𝑠𝑥𝑗)
𝑗∈𝐷𝑏

+ 𝑄𝑙𝑏
𝑠  (29) 

𝑉𝑎𝑏
𝑠 ∗ 𝐴𝑙

𝑠 = 𝑉𝑏
𝑠 + 2(𝑟𝑙𝑃𝑙

𝑠 + 𝑥𝑙𝑄𝑙
𝑠) + (𝑟𝑙

2 + 𝑥𝑙
2)𝐼𝑙

𝑠,    𝑏 ≠ 0 (30) 

(𝑃𝑙
𝑠)2 + (𝑄𝑙

𝑠)2 = 𝐼𝑙
𝑠𝑉𝑏

𝑠 (31) 

Na formulação acima, 𝐷𝑃𝑏
𝑠, 𝐷𝑄𝑏

𝑠 representam as potências ativa e reativa dos sistemas 

𝑃𝑉, 𝑟𝑙 , 𝑥𝑙  a resistência e reatância das linhas, 𝐴𝑙 a relação de tensões nos transformadores, e 𝑃𝑙𝑏
𝑠 ,

𝑄𝑙𝑏
𝑠  as demandas de potência ativa e reativa. Além disso, com base na topologia radial do 

sistema, é útil definir os nós a montante 𝑉𝑎𝑏 e a jusante 𝐷𝑏 de cada barra. Note que 𝐴𝑙 = 1 para 

linhas sem transformadores (𝑙 ≠ 𝑡). 

 Modelo de gerador fotovoltaico 

Cada gerador fotovoltaico (GF) é composto por um conjunto de painéis fotovoltaicos e 

um inversor operando com fator de potência unitário. Desse modo, a potência de saída na 

Subestação ( Pl , Ql , Il )

Vb

Nó a montante (Vab)

Nós a jusante (Db)

( Pl , Ql )( DPb , DQG )

j Db

Yb×Vb
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equação (32) depende da quantidade de painéis alocados em cada barra 𝑃𝑉𝑏, da irradiação solar 

𝑆𝐼𝑏
𝑠, e da área e eficiência 𝐴𝑝, 𝐸𝑝 de cada painel [22].  

𝐷𝑃𝑏 = 𝐴𝑝 ∗ 𝐸𝑝 ∗ 𝑆𝐼𝑏 ∗ 𝑃𝑉𝑏 (32) 

 Modelo de transformador 

O modelo de transformador considera o 𝑡𝑎𝑝 no lado primário, o que resulta na relação 

de transformação 𝐴𝑙 na equação (33). Para evitar um modelo de otimização inteiro os 𝑡𝑎𝑝𝑠 se 

representam através de variáveis continuas [81].   

𝐴𝑙 = 1 +
0.1

16
∗ 𝑡𝑎𝑝𝑙                 − 16 < 𝑡𝑎𝑝𝑙 < 16 (33) 

𝑉𝑟𝑒𝑓𝑡 − ∆𝑉 ≤ √𝑉𝑏𝑡
𝑠 ≤ 𝑉𝑟𝑒𝑓𝑡 + ∆𝑉 

(34) 

A equação (34) garante que a tensão no lado secundário de cada transformador regulador 

se encontre dentro da banda morta (deadband), em todos os cenários. Note que 𝑉𝑟𝑒𝑓𝑡 

corresponde às referências de tensão (centro da banda morta), 2∆𝑉 à largura da banda morta, e 

que 𝑉𝑏𝑡
𝑠  representa magnitude quadrada da tensão no lado secundário dos transformadores. 

 Cenários representativos para estimação de momentos 

 Método de estimação de ponto 

Para estimar os momentos estatísticos de uma função não linear de variáveis aleatórias 

𝑧(𝑥), o MEP define um conjunto de cenários representativos, onde cada cenário tem um peso 

associado. Logo, através desses cenários e pesos se estimam os momentos de 𝑧(𝑥). A Fig. 11 

apresenta o esquema simplificado do MEP. 

 

Fig. 11. Esquema do método de estimação de ponto 

 

Calcula momentos 

das variáveis 

aleatórias  de entrada

Define pontos e pesos 

para avaliar a função 

Z(x) 

Estima momentos das 

variáveis aleatórias   

de saída 
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Neste trabalho se utiliza o esquema 2M+1 do MEP [75], [82], o qual define cenários e pesos 

mediante os quatro primeiros momentos estatísticos de cada parâmetro de entrada 𝑥 

( 𝜇𝑥 , 𝜎𝑥, 𝛾𝑥 , 𝛽𝑥  ), sendo esses momentos a média, variância, assimetria e curtose, 

respectivamente.  

Deste modo, as locações 𝐿𝑥
𝑘  dos parâmetros aleatórios se calculam mediante as equações 

(35)-(36), os pesos através da equação  (37), e os momentos de 𝑧(𝑥) mediante a equação (38) 

[75].  

𝐿𝑥
𝑘 = 𝜇𝑥 + 𝜉𝑥

𝑘 ∗ 𝜎𝑥 (35) 

 𝜉𝑥
𝑘 =

𝛾𝑥

2
+ (−1)3−𝑘√𝛽𝑥 − 0.75(𝛾𝑥)2              𝑘 = 1, 2. 

                                       𝜉𝑥
3 = 0                           𝑘 = 3. 

(36) 

                       𝑊𝑥
𝑘 =

(−1)3−𝑘

𝜉𝑥
𝑘(𝜉𝑥

1 −  𝜉𝑥
2)

                          𝑘 = 1, 2.    

            𝑊0 = 1 − ∑
1

𝛽𝑥 − (𝛾𝑥)2
𝑥

                     𝑘 = 3.    

(37) 

𝑀𝑗 = ∑ ∑ 𝑊𝑥,𝑘(𝑍𝑥,𝑘 − �̅�)𝑗

𝑘𝑥

 (38) 

Os cenários do MEP se definem combinando locações segundo ilustra a Fig. 12, onde 

cada linha corresponde a um cenário e cada coluna está associada a um parâmetro aleatório.  

𝐿1
1  𝜇2 𝜇3 . . 𝜇𝑛 

𝐿1
2  𝜇2 𝜇3 . . 𝜇𝑛 

𝜇1 𝐿2
1  𝜇3 . . 𝜇𝑛 

𝜇1 𝐿2
2  𝜇3 . . 𝜇𝑛 

.

. 
.
. .. 

.

.  

𝜇1 𝜇2 𝜇3 . . 𝐿𝑛
1  

𝜇1 𝜇2 𝜇3 . . 𝐿𝑛
2  

𝜇1 𝜇2 𝜇3 . . 𝜇𝑛 

Fig. 12. Cenários do MEP 
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 Unscented transformation 

De maneira similar ao MEP, a UT define um conjunto de cenários e pesos mediante os 

quais é possível obter informação de uma função não linear de variáveis aleatórias. No entanto, 

diferente do MEP, a UT considera a covariância entre os parâmetros aleatórios de entrada. A 

Fig. 13 expõe de maneira resumida as etapas da UT. 

 

Considerando �̅� e 𝐶𝑥𝑥  como o vetor de valores médios e a matriz de covariâncias dos 

parâmetros aleatórios de entrada, os cenários representativos e pesos se calculam segundo as 

equações (39)-(44). Finalmente, a média e covariância das variáveis de 𝑧(𝑥) se calculam através 

das equações (45) e (46). Note que a equação (42) indica que 𝑊0 é definido pelo usuário do 

modelo, segundo as características desejadas [76]. 

𝑥0 = �̅� (39) 

                    𝑥𝑘 = �̅� + √(
𝑛

1−𝑊0) 𝐶𝑥𝑥     𝑘 = 1,2 … , 𝑛 (40) 

                    𝑥𝑘 = �̅� − √(
𝑛

1−𝑊0) 𝐶𝑥𝑥     𝑘 = 1,2 … , 𝑛 (41) 

𝑊0 = 𝑊0 (42) 

𝑊𝑘 =
1 − 𝑊0

2𝑛
    𝑘 = 1,2 … , 𝑛 (43) 

𝑊𝑘+ =
1 − 𝑊0

2𝑛
   𝑘 + 𝑛 = 𝑛 + 1, … ,2𝑛 (44) 

�̅� = ∑ 𝑊𝑘𝑍𝑘

2𝑛

𝑘=0

 (45) 

Calcula vetor de 

médias e matriz de 

covariâncias das 

variáveis aleatórias  

de entrada

Define pontos e 

pesos para avaliar a 

função Z(x) 

Estima média e 

covariâncias das 

variáveis aleatórias   

de saída 

Fig. 13. Esquema simplificado da UT 
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𝐶𝑧𝑧 = ∑(𝑍𝑘 − �̅�)

2𝑛

𝑘=0

(𝑍𝑘 − �̅�)𝑇 (46) 

 Minimização de variância de potência ativa em sistemas de 

distribuição  

Nesta seção se apresenta um modelo de otimização aplicável a sistemas de distribuição 

radiais, cujo objetivo é minimizar a variância da potência ativa na subestação (𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠). Sendo 

assim, a ideia básica do modelo é definir o lugar e a quantidade de painéis fotovoltaicos que 

devem ser alocados dentro do sistema, de modo a minimizar uma aproximação da variância da 

𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠. Note na formulação abaixo que cada cenário corresponde à formulação de um fluxo de 

potência, e que cada cenário possui valores diferentes de irradiação solar e demanda.  

 Formulação matemática  

As variáveis do modelo se separam em dois tipos, dependentes e independentes do 

cenário [83]. As variáveis independentes do cenário representam os painéis alocados em cada 

barra 𝑃𝑉𝑏, enquanto que as variáveis dependentes do cenário se relacionam ao fluxo de 

potência, onde 𝑃𝑙
𝑠  𝑄𝑙

𝑠 correspondem às potencias ativa e reativa de final de linha, 𝐼𝑙
𝑠  𝑉𝑏

𝑠 às 

magnitudes quadradas de corrente em linhas e tensões nodais, e 𝑡𝑎𝑝𝑙
𝑠 os 𝑡𝑎𝑝𝑠 dos 

transformadores. A Tabela I resume as variáveis do modelo.  

Tabela I. Variáveis do modelo estocástico 

Variáveis independentes do cenário   𝑃𝑉𝑏    𝑉𝑟𝑒𝑓𝑡 

Variáveis dependentes do cenário  𝑃𝑙
𝑠     𝑄𝑙

𝑠    𝐼𝑙
𝑠    𝑉𝑏

𝑠    𝑡𝑎𝑝𝑙
𝑠 

As equações (47)-(50) mostram a formulação simplificada do problema, onde a função 

objetivo (47) representa a variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠, a equação (48) corresponde às equações de fluxo 

de potência de cada cenário, a expressão (49) define o nível de penetração a ser alocado, e a 

equação (50) representa os limites das variáveis do problema. Todas as magnitudes são 

expressas em p.u. 

𝑀𝑖𝑛     𝑓(𝑥) (47) 

𝑠. 𝑡.      𝐺𝑠(𝑥) = 0          ∀𝑠 ∈  𝑆 (48) 

𝑔𝑒𝑟𝑎çã𝑜 𝑎𝑙𝑜𝑐𝑎𝑑𝑎 = 𝑁𝑃 ∗ 𝑃𝑏𝑎𝑠𝑒 (49) 

𝑥𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑥 ≤ 𝑥𝑚𝑎𝑥 (50) 
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 Função objetivo  

Quando os cenários são definidos mediante o MEP, a função objetivo representa uma 

aproximação da variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠, definida mediante os pesos e cenários. Desse modo, a 

variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 pode ser expressa segundo a equação (47a), sendo 𝑃𝑠 um vetor que contém a 

variável 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 de cada cenário, e 𝑊𝑠 os pesos associados. 

𝑓(𝑥) = ∑ 𝑊𝑠(𝑃𝑠)2 

𝑠

  −   (  ∑(𝑊𝑠𝑃𝑠)

𝑠

  )

2

 (47a) 

Quando os cenários se definem mediante a UT, a função objetivo representa a somatória 

das covariâncias entre geração e demanda, segundo expresso na equação (47b), onde 𝑋𝑠 e 𝑌𝑠 

representam a geração fotovoltaica e a demanda nos cenários definidos pela UT. Note que se 

busca maximizar a correlação positiva entre geradores fotovoltaicos 𝑖 e demandas 𝑗, nos 

cenários 𝑠. 

𝑓(𝑥) = − ∑ ∑ ∑ 𝑊𝑠(𝑋𝑖,𝑠 − �̅�𝑖)(𝑌𝑗,𝑠 − 𝑌�̅�)

𝑠𝑗𝑖

   (47b) 

 Restrição no nível de penetração 

A equação (49a) garante que uma capacidade de geração definida seja alocada, sendo 

que o lado esquerdo da igualdade representa a média da geração fotovoltaica total alocada nos 

cenários, enquanto que o lado direito corresponde ao nível de penetração (NP) desejado.  

∑ 𝐴𝑝 ∗ 𝐸𝑝 ∗ 𝑆𝐼𝑏 ∗ 𝑃𝑉𝑏
𝐺

= 𝑁𝑃 ∗ 𝑃𝑏𝑎𝑠𝑒 (49a) 

O nível de penetração se expressa como uma porcentagem 𝑁𝑃 ∈ ℝ+ da potência de 𝑃𝑏𝑎𝑠𝑒, 

sendo 𝑃𝑏𝑎𝑠𝑒 a potência na subestação considerando o sistema de distribuição sem geração de 

sistemas fotovoltaicos e com a demanda máxima. 

 Considerações sobre irradiação solar e demandas  

Para definir os parâmetros aleatórios de entrada do MEP ou a UT, se efetuam as seguintes 

considerações. 

• A demanda é aleatória em algumas barras, e determinística em outras. Para definir 

as barras com demanda aleatória se utilizou o critério de maior variância de acordo 
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com [84]. Esta simplificação permite reduzir a quantidade de parâmetros aleatórios 

de entrada.  

• Considerando que um sistema de distribuição abrange uma região geográfica 

pequena, e que se consideram perfis anuais com resolução horária, se utiliza o 

mesmo perfil anual de irradiação para todas as barras candidatas para alocação de 

painéis fotovoltaicos.  

 Minimização da variância do custo de operação em sistemas 

de transmissão 

O modelo apresentado nesta seção busca alocar placas fotovoltaicas dentro de um sistema 

de transmissão, de modo a minimizar a variância do custo de operação (CO).  

A representação do problema é feita sobre a mesma base do modelo apresentado na seção 

3.3, ou seja, um modelo de FPOM. 

O problema se representa com as variáveis indicadas na Tabela II, onde 𝑃𝑉𝑏 representam 

as placas fotovoltaicas alocadas em cada barra, enquanto que 𝑣𝑏
𝑠, 𝜃𝑏

𝑠 correspondem às variáveis 

de estado do fluxo de potência, e 𝑃𝐺
𝑠 , 𝑄𝐺

𝑠  às potencias ativas e reativas despachadas pelos 

geradores síncronos. As equações (51)-(54) expõem a formulação compacta do problema.  

Tabela II. Variáveis do modelo estocástico 

Primeira etapa (independentes do cenário)   𝑃𝑉𝑏 

Segunda etapa (dependentes do cenário)   𝑣𝑏
𝑠     𝜃𝑏

𝑠    𝑃𝐺
𝑠     𝑄𝐺

𝑠      

 

  𝑀𝑖𝑛     𝑓(𝑥)  (51) 

𝑠. 𝑡.      𝐺𝑠(𝑥) = 0          ∀𝑠 ∈  𝑆 (52) 

𝑔𝑒𝑟𝑎çã𝑜 𝑎𝑙𝑜𝑐𝑎𝑑𝑎 = 𝑁𝑃 ∗ 𝑃𝑏𝑎𝑠𝑒 (53) 

𝑥𝑚𝑖𝑛 ≤ 𝑥 ≤ 𝑥𝑚𝑎𝑥 (54) 

 Função objetivo 

O custo individual de cada gerador depende linearmente da potência fornecida. Por sua 

vez, o custo de operação de um cenário corresponde à soma dos custos individuais dos 

geradores segundo mostra a equação (55). Sendo assim, quando se utilizam os cenários 
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definidos pelo MEP, a função objetivo (51a) corresponde à variância de um vetor CO, onde 

cada componente corresponde ao custo de operação de um cenário 𝑠. 

𝐶𝑢𝑠𝑡𝑜𝑂𝑝 = ∑ 𝑎𝐺

𝐺

∗ 𝑃𝐺  (55) 

𝑓(𝑥) = ∑ 𝑊𝑠 ∗ (𝐶𝑂𝑠)2

𝑠

  −   (  ∑(𝑊𝑠 ∗ 𝐶𝑂𝑠)

𝑠

  )

2

 (51a) 

Quando utilizados os cenários da UT, a função objetivo se define segundo a equação 

(47b), de modo a obter a maior correlação positiva entre geração fotovoltaica e demanda no 

sistema. 

 Equações de fluxo de potência 

A formulação do fluxo de potência das equações (56)-(57) para cada cenário 𝑠 

corresponde ao modelo de injeção de barra expresso nas variáveis da Tabela II. Ademais, 𝑃𝑙𝑏
𝑠 ,

𝑄𝑙𝑏
𝑠  são as demandas de potência de cada cenário, e 𝑌𝑏𝑛, 𝜃𝑏𝑛 a magnitude e ângulo das 

componentes na matriz admitância. 

𝑃𝐺
𝑠 + 𝐷𝑃𝑏

𝑠 − 𝑃𝑙𝑏
𝑠 = 𝑣𝑏

𝑠 ∑ 𝑌𝑏𝑛𝑣𝑛
𝑠cos (𝜃𝑏

𝑠 −  𝜃𝑛
𝑠 − 𝜃𝑏𝑛)

𝑁

𝑛=1

 (56) 

𝑄𝐺
𝑠 + 𝐷𝑄𝑏

𝑠 − 𝑄𝑙𝑏
𝑠 = 𝑣𝑏

𝑠 ∑ 𝑌𝑘𝑛𝑣𝑛
𝑠sen (𝜃𝑏

𝑠 −  𝜃𝑛
𝑠 −  𝜃𝑏𝑛)

𝑁

𝑛=1

 (57) 

 

 

 Considerações sobre irradiação solar e demandas  

No sistema de transmissão se assume que as barras estão suficientemente distanciadas e, 

portanto, cada barra candidata têm um perfil de irradiação diferente. As barras de demanda são 

separadas em aleatórias e determinísticas com o mesmo critério da subseção 3.3.4. 

 Minimização da capacidade de hospedagem em sistemas de 

distribuição 

Nesta seção se descreve um modelo para maximizar a capacidade de hospedagem de uma 

rede radial. A ideia básica do modelo é resolver o FPOM considerando três cenários 
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simultaneamente, com o objetivo de maximizar o montante de geração fotovoltaica que pode 

ser integrada. As variáveis do modelo se encontram na Tabela I.  

Os cenários considerados no modelo se descrevem a seguir.  

• Um cenário com alta irradiação solar e baixa demanda para evitar problemas de 

sobretensões e sobrecorrentes.  

• Um cenário com valores médios de irradiação solar e demanda, para otimizar a 

função objetivo utilizando a irradiação média de cada barra. 

• Um cenário de baja irradiação solar e alta demanda para evitar problemas de baixa 

tensão. 

Note que uma vez que a irradiação solar e a demanda são parâmetros aleatórios, os 

valores escolhidos nos cenários podem afetar a solução. Por exemplo, é possível escolher 

valores que garantam que não haverá violações nos limites de tensão e corrente, porém 

limitando o valor da capacidade de hospedagem a valores pequenos (solução conservativa).  

Para evitar esse problema, os valores representativos de irradiação solar e demanda se 

definem em função da informação estatística de séries temporais, por meio das locações do 

MEP definidas na equação (34). Esta estratégia permite obter uma solução não conservativa do 

modelo estocástico, a qual permite integrar um elevado montante de geração fotovoltaica sem 

provocar violações significativas nos limites de corrente e tensão durante a operação (solução 

não conservativa). 

Sendo assim, cada barra tem associada um perfil anual de irradiação solar e demanda (o 

mesmo perfil de irradiação para todas as barras, porém diferentes perfis de demanda), e se 

definem valores altos e baixos de irradiação solar e demanda para cada barra, mediante as 

locações do MEP (35). A Fig. 14 mostra de forma resumida o processo de criação de cenários.  

 

Fig. 14. Cenários para maximização da capacidade de hospedagem 

 

Leitura dos dados das séries 

temporais de irradiação 

solar e demanda

Calculo de valores altos e 

baixos de irradiação solar 

e demanda para cada barra

Montagem dos cenários 

combinando opostamente 

valores altos e baixos de 

irradiação solar e demanda 
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 Função objetivo 

A função objetivo (58) representa a soma das potências ativas injetadas pelos sistemas 

fotovoltaicos no cenário que considera valores médios de irradiação solar e demanda. 

𝑓(𝑥) = ∑ 𝐷𝑃𝑏

𝑏

 (58) 

As restrições do problema correspondem as equações (48) e (50) descritas na seção 3.3.1. 

 Simulação com séries temporais 

Para testar o desempenho dos modelos propostos, se realizam simulações com séries 

temporais. Cada simulação consiste de três passos, como descrito a seguir. 

• Resolver o modelo de alocação 

• Incluir os painéis alocados numa rotina de simulação do sistema. 

• Simular o sistema com séries temporais de irradiação solar e demanda 

A rotina de simulação para sistemas de distribuição é o fluxo de potência, enquanto que 

para sistemas de transmissão é o fluxo de potência otimizado despachando geradores síncronos 

para minimizar o custo de operação. 

Uma vez efetuadas as simulações, a variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 e do CO se calculam mediante a 

equação (59), enquanto que a capacidade de hospedagem se computa mediante a expressão 

(60). 

𝑉𝑎𝑟(𝑥) =  
1

𝑛
∑(𝑥𝑖 − �̅�)2

𝑖

 (59) 

𝐶𝐻 =
1

𝐻
∑ ∑ 𝐷𝑃ℎ,𝑏

𝐵

𝑏=1

𝐻

ℎ=1

 (60) 

Note que a equação (60) representa a média horária da potência total injetada pelos 

sistemas fotovoltaicos, onde 𝐷𝑃ℎ,𝑏 é a potência ativa de gerador fotovoltaico na barra b à hora 

h. Nas simulações se consideram 𝐻 = 3560 horas para o cálculo (dados de um ano 

considerando as horas entre as 8 e as 17hs).  
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Finalmente, as probabilidades de violação dos limites de tensão ou corrente se calculam 

mediante a equação (61) [85]. Note que as probabilidades para corrente e tensão se calculam de 

forma separada. 

𝑃𝑟𝑜𝑏 =  
𝑠𝑜𝑙𝑢çõ𝑒𝑠 𝑑𝑜 𝑓𝑙𝑢𝑥𝑜 𝑑𝑒 𝑐𝑎𝑟𝑔𝑎 𝑞𝑢𝑒 𝑣𝑖𝑜𝑙𝑎𝑚 𝑎𝑙𝑔𝑢𝑚 𝑙𝑖𝑚𝑖𝑡𝑒 

𝑛𝑢𝑚𝑒𝑟𝑜 𝑡𝑜𝑡𝑎𝑙 𝑑𝑒 𝑠𝑜𝑙𝑢çõ𝑒𝑠 𝑑𝑜 𝑓𝑙𝑢𝑥𝑜 𝑑𝑒 𝑐𝑎𝑟𝑔𝑎
∗ 100 (61) 
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4. Resultados  

Nesta seção se explora a alocação otimizada de painéis fotovoltaicas em sistemas de 

potência. Serão explorados dois objetivos diferentes para efetuar a alocação, e serão 

apresentados resultados de simulação com sistemas de distribuição e transmissão.  

Por um lado, um dos objetivos da alocação é a minimização de variância de potência 

ativa, frente à aleatoriedade introduzida pela geração renovável e as demandas. No caso do 

sistema de distribuição, se buscou reduzir a variância da potência ativa na subestação, enquanto 

que no sistema de transmissão se buscou reduzir a variância do custo de operação (CO) dos 

geradores síncronos, onde o CO depende das potencias ativas despachadas. 

Por outra parte, foi explorada a alocação de painéis fotovoltaicos buscando maximizar a 

capacidade de hospedagem de geração fotovoltaica em sistemas de distribuição.   

Por simplicidade, se utilizam os acrônimos OPF-MEP e OPF-UT para identificar as 

soluções dos modelos estocásticos apresentados no capítulo anterior, que definem os cenários 

mediante o MEP e a UT, respectivamente. 

 Dados de entrada 

Para efetuar as simulações se utilizaram dois sistemas radiais e dois malhados. Por um 

lado, um alimentador residencial de 14 barras [86], e um alimentador trifásico de 34 barras [87] 

considerando uma representação balanceada [78]; e por outro, dois sistemas de transmissão de 

5 [88] e 30 barras [89].  

Nas simulações com os sistemas radiais se utilizaram séries temporais de irradiação solar 

e demanda num período anual com resolução horária (entre as 8hs e as 17hs). Os dados de 

irradiação solar foram tomados de [90]. As séries temporais de demanda de potência ativa foram 

obtidas de [91], e se considerou um fator de potência 0.9 para definir os perfis de potência 

reativa [92].   

As simulações nos sistemas de transmissão consideram séries temporais de irradiação 

solar e demanda num horizonte de três anos com resolução diária. Em ambos casos, os dados 

foram obtidos pela média de dados horários. Os valores de irradiação solar e demanda foram 

tomados de [93] e [94], respectivamente. Nos apêndices A e B se encontram maiores 

informações sobre os dados de entrada e as simulações. 
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 Alocação para minimização de variância de potência ativa 

na subestação 

Esta seção trata com a alocação de painéis fotovoltaicos num sistema de distribuição 

visando atenuar a variância de potência ativa na subestação 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠. A alocação é realizada 

mediante as metodologias descritas na seção 3.3.  

Além disso, foi implementada uma técnica de busca aleatória para alocação de painéis, a 

qual consiste em simular alocações aleatórias com o mesmo nível de penetração (NP). A busca 

aleatória não corresponde a um método de otimização, e se inclui com a ideia de contrastar, a 

igualdade de NP, soluções de alocação otimizadas e não otimizadas.  

Para realizar as simulações se utilizou o sistema radial de 34 barras, considerando 5 

barras candidatas para alocação de painéis, as quais também possuem demanda aleatória. Isto 

resulta num total de seis variáveis aleatórias utilizadas para criar os cenários.  

Na Tabela III se apresenta os resultados de simulação, onde OPF-MEP e OPF-UT 

correspondem aos modelos propostos na seção 3.3, e H1, H2 e H3 às três melhores soluções 

obtidas mediante a técnica de busca aleatória, considerando 1000 alocações diferentes para 

cada NP.  

O valor da variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 considerando as demandas aleatórias e o sistema operando 

sem geração fotovoltaica é chamado de variância base, cujo valor é 0,0052. 

Tabela III. Variância da potência ativa na subestação [MW]2 

Método 
Nível de Penetração (NP) 

0,1 0,2 0,3 0,4 

OPF-UT 0,0308 0,0937 0,1872 0,3052 

OPF-MEP 0,0310 0,0941 0,1898 0,301 

H1 0,0313 0,0963 0,1921 0,3116 

H2 0,0316 0,0959 0,1923 0,3153 

H3 0,0317 0,0969 0,1923 0,3148 

Os resultados mostram que a integração de geração fotovoltaica aumenta a variância da 

𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 em relação ao valor base. Isto é esperado devido a que se integra maior aleatoriedade nos 

parâmetros do sistema. No entanto, ao utilizar o OPF-UT que modela a correlação dos 

parâmetros aleatórios de entrada, esperava-se que o aumento na variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 fosse menor 

em relação ao OPF-MEP que assume independência.  
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No entanto, nenhuma metodologia mostra uma redução significativa da variância da 

𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠. Quando comparadas as soluções OPF-MEP e OPF-UT com as da busca aleatória, as 

diferenças em termos de redução de variância foram menores que 3,6%.  

Ademais, ao simular 1000 alocações aleatórias para cada NP, se observou que a 

variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 depende fortemente do nível de penetração, e que a igualdade de NP, a 

distribuição de placas não mostrou ter influência significativa na variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠. A máxima 

diferença entre as variâncias máxima e mínima, observadas dentre todas as simulações 

realizadas, foi de 4,2%. 

Na Tabela IV se apresentam as alocações associadas às variâncias da Tabela III, para NP 

= 0.4. Note que a pesar da grande diferença na distribuição das placas, a variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 não 

muda significativamente.  

Tabela IV. Painéis alocados com cada método considerando NP = 0,4 

Barras 

candidatas 

Alocações 

OPF-UT 
OPF-

MEP 
H1 H2 H3 

11 706 833 1312 1240 2319 

22 2059 1966 1861 1799 1733 

23 2066 2082 1940 1856 1541 

25 1953 2002 1858 1953 1634 

28 2010 1947 1864 1988 1594 

Além disso, nas Fig. 15 e 16 se apresentam de modo ilustrativo os histogramas da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 

obtidos das simulações alocando placas com o método OPF-UT e a busca aleatória (solução 

H1), considerando NP = 0,4. Destaca-se que apesar de que a distribuição de painéis ser diferente 

com ambos métodos, os histogramas de frequências apresentam uma forma similar. 
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Fig. 15. Histograma da potência ativa na subestação (OPF-UT) 

 

Fig. 16. Histograma da potência ativa na subestação (busca aleatória) 

 Alocação para minimização de variância do custo de 

operação 

Nesta seção se explora a alocação de painéis fotovoltaicos mediante as metodologias 

propostas na seção 3.4, cujo objetivo é minimizar a variância do custo de operação (CO).  

Além disso, os resultados da alocação para minimização de variância serão contrastados 

com a alocação para minimização da média do CO, de modo a observar se a distribuição de 

placas dentro do sistema tem impacto significativo na variância do CO. Destaca-se que tanto a 

alocação para minimizar a média do CO quanto a alocação para minimizar a variância do CO 

serão efetuadas através de dois métodos (OPF-PEM e OPF-UT). 
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As simulações se realizaram utilizando séries temporais com resolução diária. Neste caso 

de estudo, foram consideradas três barras candidatas para alocação de painéis, onde cada barra 

candidata possui séries temporais de irradiação solar diferentes. Isto se assume considerando 

que num sistema de transmissão as barras estão afastadas o suficiente como para considerar 

regiões com irradiação solar diferente. Além disso, cada barra candidata possui um perfil de 

demanda distinto.  

Os resultados de simulação apresentados nas Tabelas V, VI correspondem ao sistema de 

5 barras, e os das Tabelas VII, VIII ao sistema de 30 barras.  

Quando comparados os resultados alocando painéis com objetivos diferentes 

(minimização da média ou da variância do CO), se observa nas Tabelas V e VI que no sistema 

de 5 barras a alocação para minimização de variância do CO apresenta reduções em torno de 

90% na maioria dos NP, quando comparadas com a alocação para minimizar a média do CO. 

No entanto, no sistema de 30 barras a diferença em termos de variância do CO quando 

considerados objetivos diferentes foi da ordem de 3%.  

Desse modo, se observa que a variância do CO pode ser sensível à distribuição de painéis 

dentro do sistema, dependendo do sistema. Nestes casos de estudo se observou que o CO no 

sistema de 5 barras se mostra mais sensível à injeção de potência em algumas barras que em 

outras, enquanto que no sistema de 30 barras o CO se mostra igualmente sensível à injeção nas 

barras. 

Na Tabela IX se mostram as placas alocadas no sistema de 5 barras, considerando NP = 

0,4. Sendo assim, nesse sistema se observa que a alocação para minimização de variância tende 

a distribuir as placas entre as barras candidatas, enquanto que na alocação para minimização de 

custo a tendência é concentrar as placas nas barras que tem maior impacto no CO. No sistema 

de 30 barras se observou que todas as alocações tendem a ser distribuídas entre as barras, 

segundo se mostra na tabela X. 

Tabela V. Alocação para minimizar a média do CO no sistema de 5 barras 

Método/Medida 
Nível de Penetração 

0,1 0,2 0,3 0,4 

OPF-MEP 
varCO [$/MW]2 3851 14938 32448 43555 

medCO [$/MW] 807 670 535 424 

OPF-UT 
varCO [$/MW]2 3834 14921 32485 43520 

medCO [$/MW] 807 6670 535 424 
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Tabela VI. Alocação para minimizar a variância do CO no sistema de 5 barras 

Método/Medida 
Nível de Penetração 

0,1 0,2 0,3 0,4 

OPF-MEP 
varCO [$/MW]2 1857 7327,52 16678 39976 

medCO [$/MW] 847 747 645 460 

OPF-UT 
varCO [$/MW]2 1867 7231 15927 27686 

medCO [$/MW] 846 748 651 556 

 

 

Tabela VII. Alocação para minimizar a média do CO no sistema de 30 barras 

Método/Medida 
Nível de Penetração 

0,1 0,2 0,3 0,4 

OPF-MEP 
varCO [$/MW]2 73105 280732 610020 1047587 

medCO [$/MW] 5324 4708 4105 3521 

OPF-UT 
varCO [$/MW]2 72995 280824 610003 1047400 

medCO [$/MW] 5319 4698 4110 3511 

 

 

Tabela VIII. Alocação para minimizar a variância do CO no sistema de 30 barras 

Método/Medida 
Nível de Penetração 

0,1 0,2 0,3 0,4 

OPF-MEP 
varCO [$/MW]2 72016 2767010 601540 1038362 

medCO [$/MW] 5323 4705 4105 3513 

OPF-UT 
varCO [$/MW]2 71966 276683 601560 1038290 

medCO [$/MW] 5324 4708 4109 3510 

Por outra parte, quando comparada a alocação de painéis com o objetivo de minimizar a 

variância do CO através de metodologias diferentes (OPF-PEM e OPF-UT), no sistema de 5 

barras se observa que OPF-UT melhora a variância do CO em relação ao OPF-MEP com NP = 

0,3 e NP = 0,4. Já no sistema de 30 barras não se observaram diferenças notáveis entre as 

soluções do OPF-PEM e OPF-UT para nenhum NP. 

Sendo assim, acredita-se que a redução de variância do CO que prove o OPF-UT em 

relação ao OPF-PEM se deve a uma melhor solução encontrada pelo método de solução do 

problema, e não por causa da correlação entre geração e demanda, dado que os coeficientes de 
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correlação novamente são muito similares entre si. No apêndice B se encontra a matriz de 

correlação dos dados. 

Por outro lado, é importante destacar que embora a redução de variância do CO no 

sistema de 5 barras se mostra atrativa do ponto de vista de menor risco, também provoca um 

aumento na média do CO.  

Tabela IX. Painéis alocados no sistema de 5 barras com NP = 0,4 

Barras 

candidatas 

Painéis alocados 

         OPF-PEM          OPF-UT 

Min custo Min variância Min custo Min variância 

2 665871 566113 592587 435532 

3 696560 600164 742856 385832 

4 0 144445 0 448999 

 

Tabela X. Painéis alocados no sistema de 30 barras com NP = 0,4 

Barras 

candidatas 

Painéis alocados 

         OPF-PEM          OPF-UT 

Min custo Min variância Min custo Min variância 

5 377992 377145 378690 373070 

7 360927 374127 340798 363135 

8 369003 366861 388963 375755 

Finalmente, nas Fig. 17 e 18 se apresentam os histogramas do CO associados as soluções 

do OPT-UT da Tabela IX. Note que a alocação de placas segundo dois objetivos diferentes tem 

grande impacto na forma do histograma. 
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Fig. 17. Histograma do CO alocando placas para minimizar a média do CO 

 

 

Fig. 18. Histograma do CO alocando placas para minimizar a variância do CO 

 Alocação para maximização da capacidade de hospedagem  

Esta seção trata com a alocação de placas fotovoltaicas para maximizar a capacidade de 

hospedagem (CH) de sistemas radiais, segundo descrito na seção 3.5.  

A metodologia proposta será comparada com um método de uso comum na literatura, o 

qual foi inicialmente proposto em [95], e logo amplamente utilizado em vários outros trabalhos 

[38], [96], [97]. 

Para cada método serão calculadas duas soluções. Uma solução conservativa (SC), que 

maximiza a capacidade de hospedagem garantindo que não ocorrerão violações dos limites de 
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tensões durante a operação, e uma solução não conservativa (SNC) que provê uma maior 

capacidade de hospedagem, porém ao custo de pequenas violações de tensão durante a 

operação. 

Para efetuar as simulações se utilizaram dois sistemas radiais de 14 e 34 barras. No 

sistema de 14 barras foram consideradas 10 barras como candidatas para alocação de painéis 

fotovoltaicos, enquanto que no sistema de 34 barras se consideraram 28 barras candidatas. Cada 

barra tem associados perfis de demanda diferentes, e um único perfil de irradiação (dada a 

pequena extensão geográfica e a escala horária dos perfis). A tensão da subestação se considera 

constante em 1.05 𝑝. 𝑢. em ambos sistemas. 

Para computar a SC no modelo proposto se utilizam os máximos e mínimos valores 

históricos de demanda e geração de cada barra, combinando valores máximos e mínimos 

segundo descrito na seção 3.5. A SNC se obtém substituindo os valores máximos e mínimos 

pelas locações (acima e abaixo da média) do método de estimação de ponto (MEP). 

Na metodologia utilizada para comparação, as soluções SC e SNC foram obtidas 

tomando a solução de maior capacidade de hospedagem que mantém as tensões dentro de uma 

faixa especificada. Para fins de comparação, esses limites são definidos como as tensões mínima 

e máxima que se observaram durante a operação utilizando o outro método.  

Nas tabelas XI e XII se apresentam os resultados de simulação, onde os acrônimos M1 e 

M2 correspondem à metodologia proposta e ao método utilizado para comparação, 

respectivamente. Além disso, CH corresponde à média horária da potência total injetada pelos 

sistemas fotovoltaicos (60) e a terceira coluna são as tensões mínimas e máximas observadas 

no sistema durante a simulação. A probabilidade de violar os limites de tensão (61), corresponde 

a relação entre soluções de fluxo de potência que apresentam violações dos limites, e o número 

total de soluções computadas. 

Sendo assim, no sistema de 14 barras as SC de ambos métodos asseguram que não 

ocorreram violações de limites de tensão. No entanto, M1 integra 24% mais geração 

fotovoltaica (em média) que M2. Além disso, considerando a SNC ao mesmo nível de violação 

de limites de tensão, M1 integra uma capacidade de geração 21% maior em média.  

No sistema de 34 barras a SC do M1 integra 17% mais geração que M2, enquanto que a 

SNC de M1 integra um montante de geração 25% maior que M2. 
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Tabela XI. Capacidade de hospedagem do sistema de 14 barras 

Método 

CH 

média 

(kW) 

Tensão  

mínima e máxima  

(p.u.) 

Probabilidade de 

violar  

Limites de tensão 

(%) 

CS 
M1 37,34 0,953–1,0490 0 

M2  29,88 0,953–1,0490 0 

NCS 
M1 45,48 0,948–1,0512 2,83 

M2 37,51 0,949–1,0509 2,52 

 

 

Tabela XII. Capacidade de hospedagem do sistema de 34 barras 

Método 

CH 

média 

(MW) 

Tensão  

mínima e máxima  

(p.u.) 

Probabilidade de 

violar  

Limites de tensão 

(%) 

CS 
M1 0,642 0,960-1,0499 0 

M2  0,548 0,955-1,0498 0 

NCS 
M1 0,787 0,941-1,0500 3,64 

M2 0,630 0,942-1,0500 2,98 

Por outra parte, nas Fig. 19 a 22 se apresentam os histogramas da tensão das barras que 

apresentaram a menor e maior tensão durante a simulação com cada sistema, quando utilizada 

a SNC do método M1. Desse modo, se observa que as violações dos limites de tensões são 

pequenas em magnitude, e apresentam baixa probabilidade de ocorrência.   

 

Fig. 19. Histograma da tensão com menor magnitude dentro do sistema de 14 barras 
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Fig. 20. Histograma da tensão com maior magnitude dentro do sistema de 14 barras 

No sistema de 14 barras, as magnitudes máximas e mínimas de tensão observadas durante 

a simulação foram 0,9488 𝑝. 𝑢. e 1,0512 𝑝. 𝑢., respectivamente. Logo, para essas barras, as 

probabilidades de 𝑣 < 0,95 𝑝. 𝑢. e 𝑣 > 1,05 𝑝. 𝑢. são de 1,87% e 1,5% respectivamente. As 

demais barras do sistema apresentam probabilidades de 𝑣 < 0,95 𝑝. 𝑢. e 𝑣 >

1,05 𝑝. 𝑢. menores. 

 

Fig. 21. Histograma da tensão com menor magnitude dentro do sistema de 34 barras 

Quando considerado o sistema de 34 barras, as magnitudes de tensão máximas e mínimas 

observadas durante a simulação foram de 0,9412 𝑝. 𝑢. e 1,0500 p.u., respectivamente. As 

probabilidades de 𝑣 < 0,95 𝑝. 𝑢. e 𝑣 > 1,05 𝑝. 𝑢. para essas barras foram de 3,64% e 0%. 
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Fig. 22. Histograma da barra com maior tensão dentro do sistema de 34 barras 

Finalmente, é importante destacar que a metodologia proposta requer um esforço 

computacional muito menor em relação ao método utilizado para comparação.   

 Resumo de resultados e considerações finais   

Em relação à alocação de painéis para minimização de variância da potência ativa na 

subestação 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠, se observou que a variância de 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 depende fortemente do nível de 

penetração de geração fotovoltaica integrado, porém se mostra pouco sensível à distribuição de 

painéis dentro do sistema. Nesse sentido, se observou também que os coeficientes de correlação 

entre as séries temporais de geração solar e demanda são similares (ver matriz de correlação no 

apêndice B), ainda considerando dados de lugares diferentes. Sendo assim, acredita-se que o 

principal motivo para a insensibilidade da variância da 𝑃𝑠𝑢𝑏𝑠 frente a distribuição de painéis 

dentro do sistema é a similaridade entre os coeficientes de correlação entre geração e demanda.  

Por outro lado, em relação às simulações com os sistemas de transmissão, se observou 

que a alocação de painéis pode contribuir com a redução de variância do custo de operação 

(CO), dependendo das características do sistema. Nesse contexto, nos casos de estudo se 

observou que se o CO apresenta maior sensibilidade à injeção de potência em algumas barras 

que em outras, a alocação de placas nas barras com menor impacto no CO pode ajudar a reduzir 

a variância do CO. 

Em relação à alocação de painéis para maximizar a capacidade de hospedagem nos 

sistemas de distribuição, o modelo proposto se mostra efetivo em termos de prover soluções 

que permitem a integração de um montante elevado de geração sem violar os limites operativos.  
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 Considerações finais  

Por outra parte, além da maximização de covariância entre geração e demanda, a 

variância de potência ativa pode ser reduzida minimizando a correlação entre fontes. No 

entanto, a alocação de placas visando a minimização de covariância entre fontes não foi 

abordada neste trabalho.    

Além disso, com a visão de aplicar o modelo em sistemas de grande porte e com muitos 

parâmetros aleatórios, e dado o aumento na complexidade do modelo ante tal situação, uma 

opção a considerar é simplificar as equações de fluxo de potência, de modo a obter um problema 

de otimização mais tratável. Em relação a isso, é importante destacar que a simplificação pode 

afetar a precisão na representação do problema de fluxo de potência. 
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5. Conclusões 

O crescimento da demanda nos sistemas elétricos de potência motiva o uso cada vez 

maior de fontes de geração distribuída renovável, como uma opção para atender a demanda 

localmente e através de energias com baixo impacto ambiental. No entanto, apesar dos inúmeros 

benefícios, a integração de geração distribuída leva a enfrentar desafios técnicos e econômicos.  

Apesar que a operação dos sistemas é sujeita a aleatoriedade devido ao comportamento 

das demandas, a entrada de montantes elevados de geração renovável aumenta 

significativamente a aleatoriedade na operação, criando a necessidade de desenvolver 

ferramentas para estudar o efeito da aleatoriedade nos sistemas. 

Nesse sentido, este trabalho apresentou modelos de alocação de painéis fotovoltaicos que 

podem dar suporte na etapa de planejamento de sistemas que integram geração fotovoltaica. Os 

modelos permitem explorar o risco econômico que pode enfrentar o operador do sistema frente 

à aleatoriedade, e também estimar a máxima redução de demanda que pode ser alcançada sem 

ocasionar problemas técnicos. 

 Em relação à alocação para minimização de variância, foi explorado o efeito da 

aleatoriedade em duas escalas de tempo, horária e diária. No estudo considerando dados 

horários de irradiação e demanda se buscou atenuar a variância da potência ativa na subestação 

de um sistema de distribuição, enquanto que no estudo considerando dados diários se procurou 

reduzir a variância do custo de operação de sistemas de transmissão.  

Considerando escala horária, a alocação otimizada não apresentou reduções 

significativas de variância de potência ativa na subestação. Com relação a isso, se observou 

similaridade entre os coeficientes de correlação ao combinar diferentes perfis de irradiação de 

demanda, o que torna a variância de potência ativa pouco sensível frente a alocação de painéis 

dentro do sistema. No entanto, a metodologia proposta considera a informação contida na 

correlação entre parâmetros aleatórios, podendo prover resultados melhores se os coeficientes 

de correlação entre parâmetros aleatórios apresentassem diferenças mais notáveis entre eles.   

No estudo considerando variações diárias de irradiação solar e demanda se observou 

novamente uma similaridade entre os coeficientes de correlação. No entanto, a alocação 

otimizada de painéis apresentou reduções de variância do custo de operação, mostrando que 

apesar da similaridade entre os coeficientes de correlação, é possível reduzir a variância do CO. 
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Por outra parte, em relação ao modelo proposto para alocação de painéis buscando 

maximizar a capacidade de hospedagem de um sistema de distribuição, este fornece soluções 

com altos níveis de penetração de geração solar, mantendo baixa a probabilidade de violar os 

limites de tensão. Além disso, se desejado, a metodologia também permite estimar a máxima 

capacidade que pode ser integrada sem que ocorram violações dos limites de tensão.  

Em comparação às metodologias que se encontram na literatura, o modelo utiliza poucos 

cenários e fornece soluções que integram maiores montantes de geração que uma heurística de 

uso comum. Em termos de benefícios para o sistema, a integração de um montante maior de 

geração fotovoltaica permite atender a demanda através do uso eficiente de energias não 

poluentes, e também pode contribuir no sentido de adiar novos investimentos em grandes 

centros de geração.   

 Trabalhos futuros 

No que se refere a trabalhos futuros, se observa que o modelo proposto aumenta a 

complexidade conforme aumenta o tamanho do sistema e os parâmetros aleatórios. Desse 

modo, uma opção viável pode ser simplificar as equações de fluxo de potência através de uma 

representação linear, ou uma relaxação convexa. Nesse sentido o modelo de fluxo de potência 

utilizado na formulação pode apresentar flexibilidade para tais simplificações. 

Além disso, neste trabalho não se abordou a alocação de placas buscando minimizar a 

covariância entre fontes de geração. Nesse sentido, uma proposta futura é explorar o problema 

de alocação formulando uma função objetivo para tal fim, ou se possível, combinar a 

minimização de covariância entre fontes, e a maximização de covariância entre geração e 

demanda, num mesmo objetivo. 

Finalmente, nas simulações com os sistemas de transmissão se observou que uma 

redução de variância do custo de operação pode provocar um aumento na média do custo de 

operação. Nesse contexto, outro trabalho futuro pode ser abordar o problema desde uma 

perspectiva multiobjetivo, de modo tomar decisões de compromisso entre redução de média e 

de variância.    
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APÊNDICE A: DADOS DOS SISTEMAS 

Foram utilizados 4 sistemas para efetuar as simulações, 2 sistemas radiais de 14 e 34 barras, e 

dois sistemas malhados de 5 e 30 barras. Os dados dos sistemas se apresentam a continuação. 

Sistema de 14 barras 

O sistema consiste de um alimentador residencial monofásico de 14 barras, com um regulador 

de tensão na linha 2-3. As bases de potência utilizadas foram de 100kVA e 240V. As Tabelas 

XII e XIII apresentam os dados do sistema. 

    Tabela XIII. Dados de demanda do sistema de 14 barras 

Barra Pcarga Qcarga Bsh 
1 0 0 0 

2 0 0 0 

3 0 0 0 

4 0 0 0 

5 0.0900 0.0436 0 

6 0.0630 0.0305 0 

7 0.0900 0.0436 0 

8 0.0570 0.0187 0 

9 0.0380 0.0125 0 

10 0.0665 0.0219 0 

11 0.0713 0.0234 0 

12 0.0945 0.0458 0 

13 0.1350 0.0654 0 

14 0.1080 0.0523 0 

 

     Tabela XIV. Dados das linhas do sistema de 14 barras 

De Para R X Lsh 

1 2 0.0065 0.0040 0.0000 

2 3 0.0079 0.0030 0.0000 

3 4 0.0079 0.0030 0.0000 

1 5 0.0130 0.0054 0.0000 

1 6 0.0262 0.0065 0.0000 

1 7 0.0261 0.0109 0.0000 

2 8 0.0130 0.0054 0.0000 

2 9 0.0130 0.0054 0.0000 

2 10 0.0262 0.0065 0.0000 

3 11 0.0053 0.0020 0.0000 

3 12 0.0130 0.0054 0.0000 

4 13 0.0089 0.0037 0.0000 

4 14 0.0130 0.0054 0.0000 
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Sistema IEEE 34 barras 

A representação balanceada do sistema se obteve tomando a impedância de sequência positiva 

das linhas e a potência de carga média entre as fases. Nas Tabelas XIV e XV se encontram os 

dados do sistema. Foram omitidos os capacitores do sistema original. 

    Tabela XV. Dados de demanda do sistema de 34 barras 

Barra Pcarga Qcarga Bsh 
0 0 0 0 

1 0.0275 0.0145 0 

2 0.0275 0.0145 0 

3 0.008 0.004 0 

4 0.008 0.004 0 

5 0 0 0 

6 0 0 0 

7 0 0 0 

8 0.0025 0.001 0 

9 0.017 0.0085 0 

10 0.0245 0.012 0 

11 0.0845 0.0435 0 

12 0.0055 0.0025 0 

13 0.02 0.01 0 

14 0.0675 0.035 0 

15 0.0485 0.0215 0 

16 0.002 0.001 0 

17 0 0 0 

18 0.002 0.001 0 

19 0.0075 0.0035 0 

20 0 0 0 

21 0.0245 0.0125 0 

22 0.45 0.225 0 

23 0.089 0.045 0 

24 0.001 0.0005 0 

25 0.174 0.106 0 

26 0.0045 0.0025 0 

27 0.061 0.0315 0 

28 0.432 0.329 0 

29 0.014 0.007 0 

30 0.047 0.031 0 

31 0.034 0.017 0 

32 0.014 0.007 0 

33 0.0715 0.0535 0 
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     Tabela XVI. Dados das linhas do sistema de 34 barras 

De Para R X Lsh 
0 1 0.00088 0.00066 0.00186 

1 2 0.00059 0.00044 0.00125 

2 3 0.01103 0.00820 0.02330 

3 4 0.00496 0.00263 0.00288 

3 5 0.01283 0.00955 0.02711 

5 6 0.01017 0.00757 0.02149 

6 7 0.00001 0.00000 0.00001 

8 9 0.00146 0.00078 0.00085 

8 10 0.00527 0.00262 0.00708 

9 11 0.04118 0.02185 0.02389 

11 14 0.01175 0.00623 0.00682 

10 13 0.00259 0.00137 0.00150 

10 12 0.00043 0.00022 0.00058 

12 15 0.01055 0.00525 0.01417 

15 16 0.00027 0.00013 0.00036 

19 21 0.00253 0.00126 0.00340 

23 25 0.00104 0.00052 0.00140 

23 26 0.00014 0.00007 0.00019 

27 30 0.00044 0.00022 0.00060 

27 29 0.00014 0.00007 0.00019 

26 28 0.00070 0.00035 0.00094 

28 31 0.00188 0.00094 0.00252 

31 33 0.00027 0.00014 0.00037 

7 8 0.00016 0.00008 0.00021 

17 19 0.00001 0.00000 0.00001 

16 18 0.01995 0.01059 0.01157 

16 17 0.01901 0.00946 0.02554 

21 24 0.00139 0.00074 0.00080 

21 23 0.00301 0.00150 0.00404 

25 27 0.00138 0.00069 0.00186 

29 32 0.00285 0.00211 0.00249 

20 22 0.00361 0.00269 0.00763 

19 20 0.03800 0.08160 0.00000 

As bases de potência e tensão consideradas foram 1MVA, 24.9kV e 4.6kV. Os reguladores de 

tensão se encontram nas linhas 6-7 e 17-19. 
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Sistema de 5 barras 

O sistema se conforma de 5 barras, 6 linhas e 2 geradores. As bases de potência e tensão 

adotadas foram de 100 MVA e 345kV. Os dados do sistema se apresentam a continuação. 

     Tabela XVII. Dados de demanda do sistema de 5 barras 

Barra Pcarga Qcarga Bsh 
1 0 0 0 

2 1.3 0.0145 0 

3 1.3 0.0145 0 

4 0.65 0.004 0 

5 0. 0.004 0 

 

    Tabela XVIII. Dados das linhas do sistema de 5 barras 

De Para R X Lsh/2 
1 2 0.04 0.09 0 

1 3 0.05 0.1 0 

2 4 0.55 0.9 0.225 

3 5 0.55 0.9 0.225 

4 5 0.06 0.1 0 

2 3 0.07 0.09 0 

 

    Tabela XIX. Dados dos geradores do sistema de 5 barras 

Gen Pmin Pmax Qmin Qmax C0 C1 C2 
1 0 50 -0.03 0 0 4 0 

5 0 50 -0.03 0 0 1 0 

Onde  C0, C1 e C2 correspondem aos coeficientes independente, linear e quadrático da função 

custo de operação 𝐶𝑂, e P à potência ativa de saída do gerador. 

𝑪𝑶 = 𝑪𝟐 ∗ 𝑷𝟐 + 𝑪𝟏 ∗ 𝑷 + 𝑪𝟎 
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Sistema IEEE 30-bus 

O sistema se conforma de 30 barras, 4 geradores e 41 linhas. Além disso, os taps dos 

transformadores nas linhas 6-9, 6-10 e 4-12 se consideram fixos. Nas Tabelas seguintes se 

expõem os dados do sistema. As bases de potência e tensão adotadas são 100MVA, 1kV, 11kV, 

33kV e 132kV. 

    Tabela XX. Dados de demanda do sistema IEEE 30-bus 

Barra Pcarga Qcarga Bsh 
1 0.0275 0.0145 0 

2 0.0275 0.0145 0 

3 0.008 0.004 0 

4 0.008 0.004 0 

5 0 0 0 

6 0 0 0 

7 0 0 0 

8 0.0025 0.001 0 

9 0.017 0.0085 0 

10 0.0245 0.012 0 

11 0.0845 0.0435 0 

12 0.0055 0.0025 0 

13 0.02 0.01 0 

14 0.0675 0.035 0 

15 0.0485 0.0215 0 

16 0.002 0.001 0 

17 0 0 0 

18 0.002 0.001 0 

19 0.0075 0.0035 0 

20 0 0 0 

21 0.0245 0.0125 0 

22 0.45 0.225 0 

23 0.089 0.045 0 

24 0.001 0.0005 0 

25 0.174 0.106 0 

26 0.0045 0.0025 0 

27 0.061 0.0315 0 

28 0.432 0.329 0 

29 0.014 0.007 0 

30 0.047 0.031 0 

 

 

  Tabela XXI. Dados dos geradores do sistema IEEE 30-bus 

Gen Pmin Pmax Qmin Qmax C0 C1 C2 
1 0 3.602 0 0.3 0 20 0 

2 0 1.4 -0.5 0.8 0 20 0 

11 0 1 -0.1 0.4 0 40 0 

13 0 1 -0.1 0.4 0 40 0 
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   Tabela XXIII. Dados das linhas do sistema IEEE 30-bus 

De Para R X Lsh Ratio 
1 2 0.0192 0.0575 0.0264 1 

1 3 0.0452 0.1652 0.0204 1 

2 4 0.057 0.1737 0.0184 1 

3 4 0.0132 0.0379 0.0042 1 

2 5 0.0472 0.1983 0.0209 1 

2 6 0.0581 0.1763 0.0187 1 

4 6 0.0119 0.0414 0.0045 1 

5 7 0.046 0.116 0.0102 1 

6 7 0.0267 0.082 0.0085 1 

6 8 0.012 0.042 0.0045 1 

6 9 0 0.208 0 0.978 

6 10 0 0.556 0 0.969 

9 11 0 0.208 0 1 

9 10 0 0.11 0 1 

4 12 0 0.256 0 0.932 

12 13 0 0.14 0 1 

12 14 0.1231 0.2559 0 1 

12 15 0.0662 0.1304 0 1 

12 16 0.0945 0.1987 0 1 

14 15 0.221 0.1997 0 1 

16 17 0.0524 0.1923 0 1 

15 18 0.1073 0.2185 0 1 

18 19 0.0639 0.1292 0 1 

19 20 0.034 0.068 0 1 

10 20 0.0936 0.209 0 1 

10 17 0.0324 0.0845 0 1 

10 21 0.0348 0.0749 0 1 

10 22 0.0727 0.1499 0 1 

21 22 0.0116 0.0236 0 1 
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APÊNDICE B: DADOS DAS SIMULAÇÕES 

Neste apêndice se detalham as informações consideradas para efetuar as simulações, incluindo 

cenários representativos, barras candidatas, limites operativos, etc. 

SIMULAÇÕES COM SISTEMAS RADIAIS 

Todas as simulações foram realizadas com perfis anuais de irradiação solar e demanda 

considerando escala horária. Os dados de irradiação são em W/m2 e as demandas em p.u. Ao 

resolver os modelos de otimização, os limites de tensão foram estabelecidos em 0.95 e 1.05 p.u, 

enquanto que o limite de corrente máxima foi de 7 p.u.  

Simulações para minimização de variância de potência ativa na subestação 

Para as simulações da seção 4.2 se consideraram 5 barras candidatas conforme indica a tabela 

IV. Cada barra candidata possui um perfil de irradiação solar e outro de demanda. O perfil de 

irradiação é o mesmo para todas as barras candidatas, enquanto que o de demanda é diferente. 

As demais barras do sistema não são consideradas como candidatas para alocação por 

simplicidade. Sendo assim, isto resulta em 6 parâmetros aleatórios a serem considerados e, 

portanto, 13 cenários representativos obtidos com o MEP ou a UT.  

Nas Tabelas XXII e XXIII se apresentam os cenários e pesos obtidos com cada método. Note 

que as demandas são de potência ativa. As demandas de potência reativa foram obtidas 

considerando um fator de potência de 0.9. 

Tabela XXIII. Cenários do PEM 

Pesos Cen 
Barras candidatas 

Irr1 Dem1 Irr2 Dem2 Irr3 Dem3 Irr4 Dem4 Irr5 Dem5 
0.172 S1 755 0.063 755 0.338 755 0.066 755 0.124 755 0.324 

0.249 S2 77 0.063 77 0.338 77 0.066 77 0.124 77 0.324 

0.124 S3 355 0.072 355 0.338 355 0.066 355 0.124 355 0.324 

0.177 S4 355 0.056 355 0.338 355 0.066 355 0.124 355 0.324 

0.120 S5 355 0.063 355 0.388 355 0.066 355 0.124 355 0.324 

0.171 S6 355 0.063 355 0.302 355 0.066 355 0.124 355 0.324 

0.116 S6 355 0.063 355 0.338 355 0.076 355 0.124 355 0.324 

0.165 S7 355 0.063 355 0.338 355 0.059 355 0.124 355 0.324 

0.116 S8 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.143 355 0.324 

0.168 S9 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.112 355 0.324 

0.118 S10 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.124 355 0.372 

0.169 S11 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.124 355 0.290 

0.172 S12 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.124 355 0.324 

-1.037 S13 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.124 355 0.324 
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Tabela XXIV. Cenários da UT 

Pesos Cen 
Barras candidatas 

Irr1 Dem1 Irr2 Dem2 Irr3 Dem3 Irr4 Dem4 Irr5 Dem5 
0.208 S1 690 0.062 690 0.332 690 0.065 690 0.123 690 0.319 

0.208 S2 355 0.070 355 0.369 355 0.072 355 0.135 355 0.354 

0.208 S3 355 0.063 355 0.353 355 0.068 355 0.128 355 0.333 

0.208 S4 355 0.063 355 0.338 355 0.069 355 0.126 355 0.328 

0.208 S5 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.130 355 0.326 

0.208 S6 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.124 355 0.332 

0.208 S6 19 0.064 19 0.343 19 0.067 19 0.126 19 0.329 

0.208 S7 355 0.056 355 0.306 355 0.060 355 0.114 355 0.293 

0.208 S8 355 0.063 355 0.322 355 0.064 355 0.121 355 0.315 

0.208 S9 355 0.063 355 0.338 355 0.064 355 0.123 355 0.320 

0.208 S10 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.119 355 0.322 

0.208 S11 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.124 355 0.315 

0.208 S12 355 0.063 355 0.338 355 0.066 355 0.124 355 0.324 

-1.704 S13 690 0.062 690 0.332 690 0.065 690 0.123 690 0.319 

Matriz de correlação entre irradiação solar e demanda considerando escala horária, onde 𝑥 é 

uma matriz é cada coluna corresponde a um parâmetro aleatório: 

𝑥 = [𝐼𝑟𝑟1 𝐷𝑒𝑚1 𝐷𝑒𝑚2 𝐷𝑒𝑚3 𝐷𝑒𝑚4 𝐷𝑒𝑚5] 

1 -0.1372 -0.1461 -0.1364 -0.1406 -0.1416 

-0.1372 1 0.905 0.8934 0.8535 0.9203 

-0.1461 0.905 1 0.9191 0.8782 0.9498 

-0.1364 0.8934 0.9191 1 0.8678 0.9354 

-0.1406 0.8535 0.8782 0.8678 1 0.8935 

-0.1416 0.9203 0.9498 0.9354 0.8935 1 
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Simulações para maximizar a capacidade de hospedagem 

Para realizar as simulações se utilizaram dois sistemas radiais de 14 e 34 barras. No sistema de 

14 barras se consideraram 10 barras como candidatas para alocação, e no sistema de 34 barras 

28 barras candidatas. Cada barra candidata tem associado o mesmo perfil de irradiação solar e 

diferentes perfis de demanda. A seguir se apresentam os cenários utilizados com cada método.  

Tabela XXV. Cenários MEP do sistema de 14 barras 

Barra 
Cenário 1 Cenário 2 Cenário 3 

Irr Dem Irr Dem Irr Dem 
1 0 0 0 0 0 0 

2 0 0 0 0 0 0 

3 0 0 0 0 0 0 

4 0 0 0 0 0 0 

5 54.75 0.0818 363.3 0.0439 880.6 0.0283 

6 54.75 0.0572 363.3 0.0307 880.6 0.0198 

7 54.75 0.0818 363.3 0.0439 880.6 0.0283 

8 54.75 0.0518 363.3 0.0278 880.6 0.0179 

9 54.75 0.0345 363.3 0.0185 880.6 0.012 

10 54.75 0.0604 363.3 0.0324 880.6 0.0209 

11 54.75 0.0432 363.3 0.0232 880.6 0.0149 

12 54.75 0.0859 363.3 0.0461 880.6 0.0297 

13 54.75 0.1227 363.3 0.0659 880.6 0.0425 

14 54.75 0.0654 363.3 0.0351 880.6 0.0227 
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Tabela XXVI. Cenários MEP do sistema de 34 barras 

Barra 
Cenário 1 Cenário 2 Cenário 3 

Irr Dem Irr Dem Irr Dem 
0 0 0 0 0 0 0 

1 34.85 0.0254 354.73 0.0205 865.9 0.0181 

2 34.85 0.0254 354.73 0.0205 865.9 0.0181 

3 34.85 0.0074 354.73 0.006 865.9 0.0053 

4 34.85 0.0074 354.73 0.006 865.9 0.0053 

5 0 0 0 0 0 0 

6 0 0 0 0 0 0 

7 0 0 0 0 0 0 

8 34.85 0.0023 354.73 0.0019 865.9 0.0016 

9 34.85 0.0157 354.73 0.0126 865.9 0.0112 

10 34.85 0.0226 354.73 0.0182 865.9 0.0162 

11 34.85 0.078 354.73 0.0629 865.9 0.0557 

12 34.85 0.0051 354.73 0.0041 865.9 0.0036 

13 34.85 0.0185 354.73 0.0149 865.9 0.0132 

14 34.85 0.0623 354.73 0.0502 865.9 0.0445 

15 34.85 0.0447 354.73 0.0361 865.9 0.032 

16 34.85 0.0018 354.73 0.0015 865.9 0.0013 

17 34.85 0.0018 354.73 0.0015 865.9 0.0013 

18 34.85 0.0069 354.73 0.0056 865.9 0.0049 

19 34.85 0.0226 354.73 0.0182 865.9 0.0162 

20 0 0 0 0 0 0 

21 34.85 0.0821 354.73 0.0662 865.9 0.0587 

22 34.85 0.0009 354.73 0.0007 865.9 0.0007 

23 34.85 0.1605 354.73 0.1294 865.9 0.1148 

24 34.85 0.0042 354.73 0.0033 865.9 0.003 

25 34.85 0.0563 354.73 0.0454 865.9 0.0402 

26 34.85 0.3986 354.73 0.3214 865.9 0.285 

27 34.85 0.0129 354.73 0.0104 865.9 0.0092 

28 34.85 0.0434 354.73 0.035 865.9 0.031 

29 34.85 0.0314 354.73 0.0253 865.9 0.0224 

30 34.85 0.0129 354.73 0.0104 865.9 0.0092 

31 34.85 0.066 354.73 0.0532 865.9 0.0472 

32 34.85 0.0821 354.73 0.0662 865.9 0.0587 

33 34.85 0.0009 354.73 0.0007 865.9 0.0007 
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SIMULAÇÕES COM SISTEMAS DE TRANSMISSÃO  

Para efetuar as simulações se consideraram 3 barras candidatas para alocação em ambos 

sistemas. Estas barras são as que apresentam maior variância nos seus perfis de demanda. Os 

limites de tensão ao resolver os modelos de otimização foram estabelecidos em 0.95 e 1.05 p.u. 

Não foram considerados limites de corrente ou fluxo nas linhas.  

Todas as barras candidatas têm associados perfis de irradiação solar e demanda diferentes. 

Todas as simulações se efetuaram com séries temporais de resolução diária.  Nas Tabelas 

seguintes se apresentam os cenários e pesos obtidos pelo MEP e a UT. 

    Tabela XXVII. Cenários MEP do sistema de 5 barras 

Pesos Cen 
Barras candidatas 

Irr Dem Irr Dem Irr Dem 
0.172 S1 642 1.13 343 1.13 411 0.54 

0.249 S2 151 1.13 343 1.13 411 0.54 

0.124 S3 397 1.23 343 1.13 411 0.54 

0.177 S4 397 1.01 343 1.13 411 0.54 

0.120 S5 397 1.13 583 1.13 411 0.54 

0.171 S6 397 1.13 131 1.13 411 0.54 

0.116 S7 397 1.13 343 1.23 411 0.54 

0.165 S8 397 1.13 343 1.01 411 0.54 

0.116 S9 397 1.13 343 1.13 658 0.54 

0.168 S10 397 1.13 343 1.13 154 0.54 

0.118 S11 397 1.13 343 1.13 411 0.60 

0.169 S12 397 1.13 343 1.13 411 0.49 

-0.865 S13 397 1.13 343 1.13 411 0.54 

                          

 

    Tabela XXVIII. Cenários UT do sistema de 5 barras 

Pesos Cen 
Barras candidatas 

Irr Dem Irr Dem Irr Dem 
0.208 S1 676 1.09 548 1.09 651 0.53 

0.208 S2 397 1.12 492 1.12 473 0.54 

0.208 S3 397 1.13 343 1.12 556 0.54 

0.208 S4 397 1.23 343 1.23 412 0.59 

0.208 S5 397 1.13 343 1.14 412 0.55 

0.208 S6 397 1.13 343 1.13 412 0.57 

0.208 S7 119 1.17 139 1.18 172 0.57 

0.208 S8 397 1.15 194 1.15 350 0.56 

0.208 S9 397 1.14 343 1.14 268 0.55 

0.208 S10 397 1.04 343 1.03 412 0.50 

0.208 S11 397 1.13 343 1.12 412 0.54 

0.208 S12 397 1.13 343 1.13 412 0.53 

-1.496 S13 397 1.13 343 1.13 412 0.55 
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    Tabela XXIX. Cenários MEP do sistema de 30 barras 

Pesos Cen 
Barras candidatas 

Irr Dem Irr Dem Irr Dem 
0.268 S1 676 0.822 548 0.198 651 0.253 

0.268 S2 397 0.822 492 0.198 473 0.253 

0.245 S3 397 0.822 343 0.198 556 0.253 

0.278 S4 397 0.822 343 0.198 412 0.253 

0.275 S5 397 0.822 343 0.198 412 0.253 

0.263 S6 397 0.822 343 0.198 412 0.253 

0.224 S7 119 0.822 139 0.198 172 0.253 

0.190 S8 397 0.822 194 0.198 350 0.253 

0.219 S9 397 0.822 343 0.198 268 0.253 

0.192 S10 397 0.822 343 0.198 412 0.253 

0.206 S11 397 0.822 343 0.198 412 0.253 

0.191 S12 397 0.822 343 0.198 412 0.253 

-1.819 S13 397 0.822 343 0.198 412 0.253 

 

    Tabela XXX. Cenários da UT do sistema de 30 barras 

Pesos Cen 
Barras candidatas 

Irr Dem Irr Dem Irr Dem 
0.208 S1 676 0.793 548 0.191 651 0.244 

0.208 S2 397 0.810 492 0.196 473 0.249 

0.208 S3 397 0.817 343 0.197 556 0.251 

0.208 S4 397 0.892 343 0.216 412 0.273 

0.208 S5 397 0.822 343 0.200 412 0.255 

0.208 S6 397 0.822 343 0.199 412 0.263 

0.208 S7 119 0.851 139 0.206 172 0.262 

0.208 S8 397 0.834 194 0.202 350 0.257 

0.208 S9 397 0.827 343 0.200 268 0.255 

0.208 S10 397 0.752 343 0.181 412 0.233 

0.208 S11 397 0.822 343 0.197 412 0.251 

0.208 S12 397 0.822 343 0.199 412 0.244 

-1.496 S13 397 0.822 343 0.199 412 0.253 

 

Matriz de correlação entre irradiação solar e demanda considerando escala diária, onde 𝑥 é uma 

matriz é cada coluna corresponde a um parâmetro aleatório: 

𝑥 = [𝐼𝑟𝑟1 𝐼𝑟𝑟2 𝐼𝑟𝑟3 𝐷𝑒𝑚1 𝐷𝑒𝑚2 𝐷𝑒𝑚3] 

1 0.8084 0.8371 -0.3714 -0.3977 -0.3796 

0.8084 1 0.8033 -0.3901 -0.4123 -0.3975 

0.8371 0.8033 1 -0.3735 -0.3986 -0.3909 

-0.3714 -0.3901 -0.3735 1 0.997 0.9157 

-0.3977 -0.4123 -0.3986 0.997 1 0.9195 

-0.3796 -0.3975 -0.3909 0.9157 0.9195 1 

 


