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Abstract: The constant incentives for distributed generation (DG) have led to a significant
growth in the number of photovoltaic generators connected to electricity distribution systems.
However, the effect of DG on low voltage networks is complex and difficult to analyze, since
several factors, such as the ambient temperature, solar radiation and rated power of the
generators, influence the power available in the electrical system. In this study, the limits of
photovoltaic generation insertion in electricity networks were determined through the analysis
of the impacts on technical losses and the voltage levels in steady state. Real parameters
of feeder systems in the Celesc Distribution network were considered and simulations were
performed using MATLAB and OpenDSS software. In addition, different combinations of power
and location of the generating units were randomly selected and analyzed using the Monte Carlo
method. Based on the results obtained, limits for the insertion of photovoltaic generation in the
feeder systems under study were defined.

Resumo: Os constantes incentivos à geração distribúıda (GD) proporcionam um crescimento
significativo do número de geradores fotovoltaicos conectados aos sistemas de distribuição de
energia elétrica. Contudo, os impactos que a GD pode causar nas redes de baixa tensão é um
problema complexo de ser analisado, pois fatores como a temperatura ambiente, a irradiação
solar e a potência nominal dos geradores, influenciam na potência dispońıvel no sistema elétrico.
Dessa forma, propõem-se neste trabalho, determinar limites de inserção de geração fotovoltaica,
através da análise dos impactos causados nas perdas técnicas e nos ńıveis de tensão em regime
permanente. Para tanto, consideram-se parâmetros reais de alimentadores da rede da Celesc
Distribuição e simulações realizadas com os softwares MATLAB e OpenDSS. Além disso,
diferentes combinações de potência e localização das unidades de geração são sorteadas e
analisadas através do método de Monte Carlo. Ao final, busca-se definir um limite de inserção
de geração fotovoltaica nos alimentadores em estudo.
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1. INTRODUÇÃO

O fornecimento de energia elétrica é um serviço essencial
na vida das pessoas. No Brasil, esse serviço é regulado
pela Agência Nacional de Energia Elétrica (ANEEL), e
as distribuidoras de energia devem seguir uma série de
critérios. Tais critérios visam não somente a manutenção
da disponibilidade do serviço, mas também da qualidade.
Em contrapartida, a inserção de geração distribúıda (GD)
causa impactos na rede de distribuição que podem afetar a
qualidade do serviço prestado. Historicamente, os sistemas
de distribuição convencionais são passivos e com fluxo
unidirecional. Porém, a GD modifica esse cenário, o que
dificulta a operação do sistema de diversas maneiras. Com
o número de unidades com geração crescendo a cada
⋆ O presente trabalho teve o apoio do Instituto Federal de Santa
Catarina (IFSC).

ano, distribuidoras do mundo todo buscam mitigar esses
impactos visando manter a qualidade da energia fornecida.

Segundo ANEEL (2021a), as primeiras unidades consu-
midoras (UCs) com geração distribúıda do Brasil foram
conectadas em 2008. Porém, foi a partir da publicação da
Resolução Normativa n◦ 482 da ANEEL (2012) que o nú-
mero de conexões anuais começou a aumentar significati-
vamente, conforme a Figura 1. Observa-se que atualmente
há mais de 600 mil unidades com geração distribúıda no
Brasil, totalizando uma potência instalada que ultrapassa
7,3 GW. A maior parte dessas usinas são fotovoltaicas, cor-
respondendo a 99,9% das unidades e a 97,4% da potência
instalada, conforme ANEEL (2021a).

Na rede da Celesc Distribuição, concessionária de energia
do estado de Santa Catarina, é notada uma tendência
para geradores de baixa potência, sendo 99% das unidades
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Figura 1. Evolução do número de conexões de unidades
consumidoras com geração distribúıda no Brasil.

consumidoras com geração menor do que 75 kW e 56%
abaixo de 5 kW, de acordo com ANEEL (2021a). Observa-
se que a inserção de geradores próximos à carga muda
a dinâmica do sistema, que inicialmente era planejado
para ter fluxo unidirecional de potência. Além disso, os
geradores podem causar impactos na rede, incluindo o
aumento das perdas e a mudança no perfil de tensão. No
Brasil, a preocupação com os impactos causados pela GD
é devida principalmente aos ı́ndices de qualidade exigidos
pela ANEEL na prestação do serviço de distribuição de
energia. Nesse sentido, na Tabela 1 apresentam-se os
valores pagos pela Celesc como compensação por violação
dos ı́ndices de tensão, obtidos em ANEEL (2021b).

Outro aspecto importante a ser analisado são as perdas na
distribuição, que podem mudar devido a inserção da GD.
A redução nas perdas técnicas é importante tanto para a
distribuidora de energia quanto para os consumidores. As
perdas calculadas durante processo de revisão tarifária, até
um limite regulatório, são contempladas nos custos com
compra de energia. Assim, uma parte das perdas é repas-
sada aos consumidores na tarifa. Por outro lado, o custo
da perda além desse limite é arcado pela distribuidora.

Frente ao exposto, a inserção da GD exerce impactos
nos sistemas de distribuição que merecem ser analisados.
Esses impactos podem ocorrer de diferentes formas, por
exemplo na proteção, nos limites dos equipamentos e na
energia demandada pelo alimentador. Do ponto de vista
da qualidade de energia, os impactos mais importantes
envolvem mudanças no perfil de tensão e nas perdas
técnicas. Para as distribuidoras, o cálculo do limite de
geração, que pode ser inserido em um alimentador sem
que haja comprometimento da qualidade de energia, é de

Tabela 1. Compensações pagas pela Celesc
por violação dos ńıveis de tensão em regime

permanente.

Ano Quantidade Valor Pago (R$)

2019 3.667 229.342,15
2018 3.931 192.498,77
2017 3.208 160.743,85
2016 3.669 155.480,30
2015 2.342 94.576,56

suma importância para a operação e para o planejamento
das redes de distribuição.

Neste sentido, o presente trabalho propõe avaliar os im-
pactos da geração distribúıda fotovoltaica nos sistemas
de distribuição de energia, buscando através dessa análise
definir um limite de inserção de geração fotovoltaica em ali-
mentadores, reduzindo assim o tempo de análise de novas
conexões. Para tanto, será utilizado o método de Monte
Carlo, buscando simular diversos cenários de operação,
empregando para isso os softwares MATLAB e OpenDSS
com parâmetros operacionais reais de um determinado
alimentador da rede da Celesc Distribuição.

2. LIMITES DE INSERÇÃO DE GERAÇÃO
DISTRIBUÍDA

Diversos estudos foram conduzidos na tentativa de se cal-
cular um limite de inserção de geração distribúıda, porém
a comparação entre eles não é simples, pois as definições
utilizadas são diferentes e influenciam o resultado.

Ampofo et al. (2017) testaram a porcentagem de inserção
de geração distribúıda para manter as tensões em ńıveis
aceitáveis e não exceder os limites térmicos dos cabos. Os
resultados obtidos mostram que a localização da geração
distribúıda tem impacto no ńıvel aceitável de geração.

Morren (2008) calculou a potência máxima de geração de
uma usina que pode ser inserida no sistema tendo como
fator limitante a variação de tensão causada. O limite no
estudo foi calculado em comparação à potência de curto-
circuito do sistema.

Ambos os estudos apresentados anteriormente considera-
ram uma única usina, porém a distribuição da geração
ao longo do alimentador também influencia no limite do
sistema, conforme estudo de Kordkheili et al. (2014).

Daud et al. (2015) pesquisaram o limite de injeção de
geração distribúıda considerando as perdas na rede. Foi
utilizado como critério do limite o valor que manteria as
perdas abaixo de 150% do valor mı́nimo que pode ser
obtido. Já Seker et al. (2018) propuseram um método
anaĺıtico para determinar a máxima injeção de geração
distribúıda que mantém a perda do sistema igual ou
menor do que a perda sem geração. Rahmani et al.
(2017) apresentaram um método para o cálculo do limite
considerando o conteúdo harmônico e a manutenção do
esquema de proteção original.

Portanto, conclui-se que o estudo dos limites de inserção de
geração distribúıda na rede é abrangente, pois diferentes
parâmetros limitantes podem ser utilizados. Além disso,
os valores desses parâmetros podem variar por exemplo
com a legislação local e com os métodos de operação da
distribuidora responsável.

3. OPENDSS

O Open Distribution System Simulator (OpenDSS) é um
programa de código aberto de simulação de circuitos elé-
tricos no domı́nio da frequência. A ferramenta foi original-
mente desenvolvida para a análise de conexão de geração
distribúıda, porém evoluiu para incluir diversas outras
funcionalidades (EPRI, 2019).



A utilização do OpenDSS é feita principalmente através de
linhas de comando. Adicionalmente o usuário pode utilizar
uma interface gráfica na forma do programa OpenDSS-G.
O programa também conta com uma interface Component
Object Model (COM). Isso significa que, além de todas
as funcionalidades já implementadas, o usuário pode uti-
lizar outras linguagens de programação para criar suas
próprias funções ou modos de solução. Alguns dos pro-
gramas e linguagens comumente utilizados incluem MA-
TLAB, Python, C# e R (Dugan, 2020). Dentre os usos do
OpenDSS estão inclusos fluxo de potência, estudo de faltas
e estudo de harmônicas. Segundo Dugan (2020), o fluxo de
potência é o problema mais resolvido com o OpenDSS.

3.1 Sistemas Fotovoltaicos

Os sistemas fotovoltaicos no OpenDSS são implementados
através da função PVSystem. Para a definição dos sistemas
fotovoltaicos são necessários dados do painel solar, do
inversor e das condições operacionais. Com os dados do
painel solar são definidas a potência ativa de pico e a
curva de correção da potência em função da temperatura.
Assim, a potência em corrente cont́ınua (PCC,h), entregue
pelos módulos fotovoltaicos, é calculada por (1), baseado
na equação proposta por Freitas (2020). Nesta caso, Pmpp

corresponde à potência nominal do conjunto fotovoltaico
(em kW, para a irradiância de 1 kW/m2 e 25◦C) e kT,h é
o fator de correção da potência em função da temperatura
horária. Por sua vez, Gm,pu é a irradiância de base mensal
do local (em pu do valor de referência de 1 kW/m2·dia) e
Gh,pu refere-se aos pontos da curva horária de irradiância
(em pu) definida na Figura 2 e proposta em Freitas
(2020). Posteriormente, o valor de PCC,h é modificado
devido à presença do inversor, considerando uma curva
de rendimento em função da potência de entrada.

PCC,h = Pmpp ·Gm,pu ·Gh,pu · kT,h (1)

4. ESTUDO DE CASO

Os estudos objetivam representar o mais fielmente posśıvel
a realidade dos sistemas. Para isso, foram utilizados dados
reais sempre que dispońıveis. Informações sobre a rede
de distribuição, equipamentos, unidades consumidoras e
consumo, foram retiradas da Base de Dados Geográfica
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Figura 2. Irradiância horária t́ıpica Gh,pu. Nos horários
não representados a irradiância é de 0 pu.

da Distribuidora (BDGD), que consiste em um conjunto
de informações representando a rede real da distribuidora.
Esses dados são encaminhados pela distribuidora para
a ANEEL anualmente, obedecendo uma estrutura e um
conteúdo pré-estabelecidos (ANEEL, 2021c).

4.1 Definição dos alimentadores

Consumidores conectados nas redes de baixa tensão são
classificados em oito classes tarifárias: Residencial, Indus-
trial, Comercial, Rural, Poder Público, Iluminação Pú-
blica, Serviço Público e Consumo Próprio. Para os da-
dos da BDGD, é ainda acrescentado um grupo chamado
Revenda, constitúıdo pela energia enviada para outras
distribuidoras (concessionárias e permissionárias).

Para retratar essas classes tarifárias mais presentes nas
redes da Celesc, foram selecionados 4 alimentadores
para os testes propostos nesse estudo. Esses alimenta-
dores são o alimentador 2 da subestação Araquari-Porto
Grande (APG-02), o alimentador 12 da subestação Ilha-
Centro (ICO-12), o alimentador 5 da subestação Joinville-
Paranaguamirim (JPM-05) e o alimentador 3 da subesta-
ção São-Joaquim (SJM-03).

A Tabela 2 mostra a porcentagem de energia consumida de
cada classe tarifária em relação à energia total consumida
nos alimentadores. Pode-se notar que o alimentador JPM-
05 possui predominância de consumo da classe residencial
(82%), o alimentador APG-02 possui a maior parte do
consumo da classe industrial (63%), e o alimentador ICO-
12 é composto principalmente por consumo na classe
comercial (80%).Por fim, o alimentador SJM-03 tem a
maior parte do consumo na classe rural (79%).

Os alimentadores escolhidos também se diferenciam na
quantidade de UCs, na proporção entre consumidores de
baixa tensão e média tensão, comprimento, quantidade de
transformadores, demanda e tensão base. Essas caracteŕıs-
ticas são apresentadas na Tabela 3.

Tabela 2. Participação de cada classe tarifária
em relação à energia total consumida nos ali-

mentadores

APG-02 ICO-12 JPM-05 SJM-03

Residencial 14% 19% 82% 9%
Industrial 63% 0% 5% 1%
Comercial 21% 80% 7% 11%

Rural 1% 0% 0% 79%
Outros 1% 1% 6% 0%

Tabela 3. Dados dos alimentadores utilizados
no estudo (1=APG-02, 2=ICO-12, 3=JPM-05,

4=SJM-03

Alimentador 1 2 3 4

Qtde. de UCs 4.053 267 3.542 865
UCs conectadas em MT (%) 78% 72% 2% 13%
UCs conectadas em BT (%) 22% 28% 98% 87%

Compr. do alimentador MT (km) 20,5 3,4 16,1 239,7
Compr. do tronco (km) 14,3 3,1 2,8 24,6

Qtde. de transformadores Celesc 194 9 57 346
Qtde. de transformadores Terceiros 5 4 3 15
Demanda máxima anual (MW) 2,7 1,2 2,6 0,4
Perda técnica regulatória (%) 8,43 0,70 3,10 7,30

Tensão Base MT (kV) 13,8 13,8 13,8 23



4.2 Cargas

A caracterização diária das cargas das distribuidoras é
feita através de informações da campanha de medição.
Essa campanha é feita a cada revisão tarifária periódica e
sua metodologia é definida no Módulo 2 dos Procedimentos
de Distribuição (ANEEL, 2021d).

Na campanha de medição são analisados dados de con-
sumo, obtidos ao longo de um peŕıodo determinado, para
as unidades consumidoras separadas por ńıvel de tensão,
potência demandada e classe tarifária. Para os consumido-
res atendidos em média tensão, são definidos dez grupos de
curvas. Já os consumidores atendidos em baixa tensão são
separados em seis classes tarifárias (residencial, comercial,
industrial, rural, serviço público e iluminação pública). São
definidos então uma única curva para iluminação pública,
e dez grupos de curvas para as outras cinco classes. Os
grupos de curva incluem curvas diferentes para três tipos
de dias, sendo dias úteis, sábados e domingos.

Nesse estudo são utilizadas as curvas de carga obtidas
no processo de caracterização da carga da distribuidora,
realizado durante a Revisão Tarifária Periódica de 2016 da
Celesc Distribuição. Essas curvas, dispońıveis em Cantão
(2022), são definidas a partir de um banco de medições
amostrais e segregadas em tipologias através de modelos
estat́ısticos, mais especificamente métodos de análise de
agrupamentos. Cada unidade consumidora do estudo é
vinculada a uma tipologia de modo aleatório, desde que
o total tenha uma representação adequada entre as curvas
de carga t́ıpicas selecionadas.

A partir das curvas de carga e de informações de consumo
mensal, é feito o cálculo da potência ativa base para
cada mês do ano. Como as curvas de carga dos três
diferentes tipos de dia possuem como valor máximo 1 pu, o
valor da potência ativa base é, consequentemente, o valor
da demanda máxima da UC. Além disso, para a plena
caracterização da carga, considera-se o fator de potência
de 0,92 (indutivo) para todas as unidades consumidoras,
conforme orientado em ANEEL (2021e) para o cálculo de
perdas na distribuição.

Finalmente, emprega-se o modelo ZIP (polinomial) para
a modelagem da carga, sendo formado por parcelas de
impedância (Z), corrente (I) e potência (P) constantes.

As potências ativa e reativa deste modelo são estabelecidas
pelas Equações 2 e 3 (ANEEL, 2014). As variáveis ap, aq
compõem as parcelas da carga ativa e reativa modeladas
como potência constante, bp, bq referem-se cargas supondo
corrente constante e cp, cq são as parcelas modeladas como
impedância constante. Considera-se para a potência ativa
50% da carga como potência constante e 50% como im-
pedância constante (ap=cp=0,5; bp=0). Para a potência
reativa 100% da carga é modelada como impedância cons-
tante (cq= 1,0; aq = bq = 0) (ANEEL, 2014).

P = P0

(
ap + bp

V

V0
+ cp

(
V

V0

)2
)

(2)

Q = Q0

(
aq + bq

V

V0
+ cq

(
V

V0

)2
)

(3)

4.3 Condições operacionais

Dados de irradiação diária média dos 12 meses do ano
(Hm), referentes à cidade de Florianópolis, foram retirados
do Atlas Brasileiro de Energia Solar (Pereira, 2017) e estão
apresentados na Tabela 4. Os dados da Tabela 4, em con-
junto com os valor de Gh,pu da Figura 2, permitem calcular
os valores de irradiância de base mensais (Gm) através
de (4), sendo ∆t=1 hora. Posteriormente, os valores de
Gm são empregados em (1) para calcular a potência dos
sistemas fotovoltaicos.

Outro dado necessário, para completar a definição das
condições operacionais, é a temperatura do local. Para
esse estudo foram utilizados os dados históricos, conforme
a base de dados do INMET (2020). Os dados utilizados
representam as médias das medições do ano de 2019. As
médias são calculadas para os 3 tipos de dia e para os
12 meses do ano, totalizando 36 curvas de temperatura
contendo valores horários. Os valores utilizados estão dis-
pońıveis em Cantão (2022).

Gm =
Hm

23∑
h=0

Gh,pu ·∆t

m = 1, 2...12 h = 0, 1..23 (4)

4.4 Parâmetros dos Sistemas Fotovoltaicos

Os sistemas fotovoltaicos conectados na rede da Celesc
Distribuição são compostos em sua grande maioria (99%)
por geradores com potência ativa nominal menor do que
75 kW, classificados como microgeradores. Dessa forma,
nesse estudo optou-se por considerar que os geradores são
instalados apenas nos consumidores atendidos em baixa
tensão, com valores de 220/380 V.

A potência de cada unidade de geração é determinada a
partir do conhecimento da energia consumida em cada UC
(Euc), pois o sistema de compensação de energia é mais
vantajoso economicamente se a geração e o consumo se
igualarem ao longo do tempo. Neste caso, define-se Euc

em (5), onde Dmd,uc é a demanda média de cada UC e ttot
o tempo total do cálculo da energia.

Euc = Dmd,uc · ttot (5)

Assumindo inicialmente uma condição idealizada, onde
o sistema fotovoltaico opera sem perdas e nas condições
nominais de irradiância e temperatura, a energia gerada
(Egd) é definida a partir de (6).

Egd =

23∑
h=0

Pmpp ·Gh,pu ·∆t =Pmpp

23∑
h=0

Gh,pu (6)

Tabela 4. Irradiação diária média de cada
mês (Hm) para o ano de 2019 na cidade de
Florianópolis/SC (valores em kWh/m2·dia)

Mês Irradiação Mês Irradiação Mês Irradiação

Jan 5,49 Fev 5,33 Mar 4,68
Abr 4,34 Mai 3,85 Jun 3,39
Jul 3,48 Ago 4,03 Set 3,86
Out 4,34 Nov 5,27 Dez 5,50



Por sua vez, igualando o consumo e a geração (Euc=Egd)
e analisando para ttot=24 horas, obtém-se a potência no-
minal do gerador de cada unidade consumidora conforme
(7) , onde o valor de 7,89 é obtido a partir do somatório
de Gh,pu apresentados na Figura 2.

Pmpp = Dmd,uc ·
24

7, 89
(7)

Definido o valor de Pmpp, este pode ser empregado em (1)
para obter PCC,h, juntamente com o valor de kT,h deter-
minado a partir dos dados da Tabela 5. São apresentados
também os dados para correção de PCC,h (em pu de Pmpp)
devido ao rendimento do inversor (Freitas, 2020).

É relevante informar que a interpolação entre os valores
apresentados na Tabela 5 é feita de forma linear, e a
extrapolação considera os dois últimos valores definidos.
Além disso, o fator de potência utilizado para os inversores
é unitário, ou seja, os geradores fotovoltaicos estudados
somente injetam potência ativa. Nos estudos, o número de
fases de cada sistema fotovoltaico é igual ao número de
fases da UC no qual ele é instalado.

4.5 Nı́vel de Inserção

Cada alimentador foi simulado para ńıveis de inserção de
geração fotovoltaica variando de 0% a 100% com intervalos
de 10%. O ńıvel de inserção (N%) é definido conforme (8),
onde Pmpp,i é a potência nominal de cada gerador, Ngd,al

é o número total de geradores distribúıdos no alimentador
e Dmax,al é a demanda máxima anual do alimentador.

N% =

Ngd,al∑
i=1

Pmpp,i

Dmax,al
· 100% (8)

4.6 Figuras de Mérito para Análise dos Resultados

Após o cálculo do fluxo de potência são quantificadas as
perdas técnicas e o perfil de tensão dos alimentadores.

De acordo com ANEEL (2021e), as perdas técnicas corres-
pondem“à energia dissipada no sistema de distribuição de-
vido a fenômenos da f́ısica”. Nesse estudo não estão sendo
consideradas as perdas não-técnicas (furtos de energia e
outros). Além disso, foram escolhidos alimentadores sem
geração própria, e a energia gerada pelos sistemas foto-
voltaicos são contabilizadas junto com o consumo da UC.
Assim, a perda técnica corresponde ao somatório anual
da diferença entre a energia injetada no alimentador e a
energia entregue aos consumidores, sendo calculada para
cada mês e para cada tipo de dia, em um peŕıodo de 24
horas. As perdas são apresentadas através do indicador de

Tabela 5. Dados para correção da potência dos
geradores distribúıdos, devido a temperatura e

ao rendimento do inversor.

Temp. (◦C) FT PCC (pu) Rend.

0 1,2 0,1 0,86
25 1,0 0,2 0,90
75 0,8 0,4 0,93
100 0,6 1,0 0,97

percentual de perdas técnicas (PPT ), conforme ANEEL
(2021e).

No caso da tensão em regime permanente, os valores de
tensão são obtidos após a convergência do cálculo do fluxo
de potência no alimentador. São armazenadas as tensões
para cada nó, cada hora, cada tipo de dia e cada mês. Para
o cálculo do limite de inserção é então utilizada a maior
tensão anual apresentada no alimentador, ou seja, a maior
tensão considerando todos os nós, todas as horas, todos os
tipos de dia e todos os meses, representando a situação de
pior caso.

5. SIMULAÇÕES

5.1 Método de Monte Carlo

Os métodos de Monte Carlo são utilizados em sistemas de
distribuição devido à suas caracteŕısticas probabiĺısticas.
Dentre as caracteŕısticas estudadas pode-se citar chance de
falha (Goel, 2000), condição de operação das gerações dis-
tribúıdas (Hegazy et al., 2003) e confiabilidade do sistema
(Heydt and Graf, 2010). Mais especificamente, quando se
trata de geração fotovoltaica, citam-se estudos com as pro-
babilidades das condições climáticas (Constante-Flores,
2019) e do posicionamento dos geradores (Stecanella et al.,
2020).

O método de Monte Carlo utilizado nesse estudo foi
baseado no proposto por Stecanella et al. (2020). Para
tal, diferentes arranjos de unidades de geração fotovoltaica
são sorteados para cada iteração da simulação, até que
uma determinada convergência seja atingida. Porém, os
métodos de convergência e as figuras de mérito extráıdas
foram alterados, conforme apresentado nas seções a seguir.

5.2 Variáveis

O objetivo do estudo é calcular a chance de uma deter-
minada potência total de geração instalada resultar em
extrapolação de limites de qualidade de energia. Por isso,
utilizou-se como fator que varia entre as iterações, os
diferentes arranjos de geração ao longo do alimentador.

Diferentes arranjos de geração podem ser obtidos variando
a potência das gerações e os locais de instalação. Porém,
a potência do gerador é função do consumo da UC, e
o local de instalação da geração é o próprio ponto de
conexão da unidade consumidora. Portanto, para se obter
diferentes arranjos, deve-se variar quais UCs possuem
geração instalada.

Essa seleção é feita através do sorteio de diferentes unida-
des consumidoras até que o ńıvel de inserção em estudo
seja atingido, conforme (8). Considera-se para os sorteios
que as unidades consumidoras possuem a mesma probabi-
lidade de serem sorteadas.

Analisando (8), informa-se que as potências utilizadas no
numerador são baseadas na demanda média dos consu-
midores conectados em baixa tensão, já o denominador é
a demanda máxima de todos os consumidores, tanto de
baixa tensão quanto de média tensão. Com isso, pode-se
ter casos em que determinados ńıveis de inserção não são
atingidos mesmo com a instalação de geração em todas as



unidades consumidoras posśıveis. Para contornar essa limi-
tação, caso todos os consumidores tenham sido sorteados,
e o ńıvel de inserção do estudo não tenha sido atingido,
são realizados sorteios adicionais nos quais uma UC pode
ter uma segunda geração alocada.

5.3 Convergência

Cada vez que o ńıvel de inserção de geradores é atingido,
e os fluxos de potência são solucionados, é considerada
uma iteração no método de Monte Carlo. Várias iterações
são feitas até que as convergências sejam atingidas nas
figuras de mérito analisadas (perdas e tensões) ou que seja
atingido o limite de iterações definido.

Para as perdas técnicas, a convergência é calculada através
de (9), onde a variação percentual da média de perdas
(∆Li,md%) é determinada a partir da média dos valores
até a iteração atual (Li,md), com a média dos valores até a
iteração anterior (Li−1,md). Neste caso, a convergência das
perdas técnicas é calculada para cada mês e para cada tipo
de dia, considerando que foi alcançada quando a variação
das médias é menor ou igual a 0,1%.

∆Li,md% =

∣∣∣∣Li,md − Li−1,md

Li−1,md

∣∣∣∣ · 100% (9)

No caso das tensões em regime, além dos meses e dos tipos
de dia, as médias (∆Vi,md) são calculadas por hora e por
nó do circuito. As médias das tensões são apresentadas em
valores por unidade (pu), e a variação entre as médias é
feita pela diferença, conforme (10), sendo que a conver-
gência é alcançada quando essa variação entre as médias é
menor do que 0,001.

∆Vi,md = |Vi,md − Vi−1,md| (10)

5.4 Fluxograma

A Figura 3 apresenta um fluxograma para auxiliar no
entendimento de como são feitas as simulações. As caixas
em verde são dados previamente conhecidos e inseridos no
programa, e a caixa em azul é realizada pelo OpenDSS. As
caixas em branco são realizadas pelo MATLAB.

6. RESULTADOS

6.1 Perdas Técnicas

A Figura 4 mostra os percentuais de perdas técnicas
para os alimentadores avaliados no estudo. Considerando o
critério do ponto de inflexão da curva de perdas (quando as
perdas técnicas passam a aumentar com o incremento da
inserção de GD), observa-se que para o alimentador APG-
02 (Figura 4-a) o ponto de inflexão ocorre para o ńıvel de
inserção de 60%. Os outros três alimentadores analisados
apresentam um aumento de perdas a partir do primeiro
ńıvel de inserção (ou seja, o limite de inserção ocorre para
valores menores que 10%);

Se for adotado o critério de comparação com o caso base
de perdas (quando a inserção de GD é de 0%), verifica-se
que alimentador APG-02 teria limite maior do que 100%,
enquanto que para os outros três alimentadores teriam um
limite menor do que 10%.

6.2 Tensão em Regime Permanente

A Figura 5 apresenta o comportamento da tensão em
regime permanente em função do ńıvel de inserção de
GD. Observa-se que, de forma semelhante às perdas, a
máxima tensão anual do alimentador apresenta tendência
de crescimento com o aumento da inserção de GD.

Baseado na separação proposta por EPRI (2012), os grá-
ficos da Figura 5 são divididos em três regiões. A primeira
região contém as inserções para as quais nenhuma ite-
ração extrapolou o limite estudado, e será chamada de
região A. A segunda região é de transição, e contém os
ńıveis de inserção para os quais parte das iterações tiveram
extrapolação, e será referenciada como região B. Por fim,
a terceira região contém os ńıveis de inserção para os
quais todas as iterações tiveram extrapolação do limite
estudado, e será chamada de região C. Na definição do
intervalo das áreas são desconsiderados os outliers (pontos
representados pelos śımbolos “+” na cor vermelha).

Considerando uma avaliação conservadora, o limite de
inserção de GD no alimentador corresponde ao maior ńıvel
de inserção na região A. Dessa forma, o limite de inserção
para os alimentadores APG-02 e ICO-12 estaria entre 10
e 20% e para SJM-03 estaria entre 20 e 30%. No caso do
alimentador JPM-05, seria posśıvel inserir até 100% de GD
sem a ocorrência de tensões acima do limite de 0,05 pu.

7. CONCLUSÃO

Dos métodos propostos e avaliados para o cálculo dos
limites, o método baseado nos limites de tensão foi o que
apresentou resultados coerentes para os quatro alimenta-
dores estudados. A utilização desse método como forma de
avaliação prévia dos limites de inserção diminui o tempo
despendido pelas distribuidoras nas análises de novas liga-
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Figura 4. Perda percentual nos alimentadores (a) APG-02,
(b) ICO-12, (c) JPM-05 e (d) SJM-03.
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ções em sua rede, pois os estudos não seriam necessários
até que se atingisse o ńıvel de inserção que extrapolaria os
limites. Considerando o alimentador APG-02 por exemplo,
seria aceita uma inserção de 20% de geração, para então
se fazer necessário o estudo das gerações seguintes.

É importante destacar que os arranjos utilizados em dife-
rentes ńıveis de inserção são independentes. Ou seja, os ar-
ranjos utilizados, por exemplo para uma inserção de 20%,
não levam em conta as gerações de 10%. Essa abordagem
é interessante quando se quer encontrar o limite mı́nimo
de inserção, porém não condiz com o que ocorreria na
realidade. Na prática o que se espera é que a inserção em
um alimentador aumente gradativamente e, consequente-
mente, os mesmos geradores que compunham os primeiros
ńıveis de inserção, continuem ativos ao se atingir os mai-
ores ńıveis. Isso influencia nas probabilidades de uma UC
possuir geração. Enquanto nesse estudo considerou-se essa
probabilidade uniforme, na prática algumas UCs teriam
100% de chance de terem geração, e as demais teriam
uma distribuição uniforme. Seria interessante em traba-
lhos futuros analisar a influência disso nas probabilidades
dos maiores ńıveis de inserção, inclusive utilizando esse
conhecimento para atualizar os estudos quando os limites
de inserção fossem atingidos.
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distribúıda fotovoltaica através de simulações de Monte
Carlo: estudo de caso na Celesc Distribuição. Mestrado
em Engenharia Elétrica, Instituto Federal de Santa
Catarina.

Constante-Flores, Gonzalo Esteban; Illindala, M.S. (2019).
Data-driven probabilistic power flow analysis for a dis-

tribution system with renewable energy sources using
monte carlo simulation. IEEE Transactions on Industry
Applications, 55(1), 174–181.

Daud, S., Kadir, A.F.A., and Gan, C.K. (2015). The
impacts of distributed photovoltaic generation on power
distribution networks losses. In 2015 IEEE Student
Conference on Research and Development (SCOReD),
11–15.

Dugan, Roger C.; Montenegro, D. (2020). Reference guide
- the open distribution system simulator opendss electric
power research institute, inc. [Online]. Dispońıvel em:
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