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MELO, Thiago Silva de Matos.  O impacto de riscos regulatórios e tributários no 

desempenho financeiro de projetos de geração fotovoltaica distribuída no Brasil. 

Dissertação (Mestrado em Administração) - Instituto COPPEAD de Pós-graduação, 

Universidade Federal do Rio de Janeiro, Rio de Janeiro, 2018. 

 

 

O presente trabalho teve como objetivo mensurar o impacto de riscos regulatórios e tributários 

no desempenho financeiro de projetos de geração fotovoltaica distribuída residenciais no Brasil 

que operam no sistema de compensação estabelecido pela Resolução Normativa n. 482 de 2012 

da Agência Nacional de Energia Elétrica (ANEEL). Para isso, criamos hipóteses para cada um 

dos riscos mapeados e construímos um modelo de Fluxo de Caixa (FC) para avaliação de 

financeira de projetos de geração fotovoltaica distribuída. Fizemos, então, a projeção dos FCs 

de um sistema fotovoltaico típico de 6kWp para cada uma das hipóteses e para o caso base 

(condições atuais de mercado). A diferença entre TIR real do projeto de cada hipótese e a TIR 

real do projeto do caso base foi utilizada como proxy da dimensão do impacto. A TIR real do 

projeto do caso base foi de 16,1%, mostrando que os projetos de geração fotovoltaica distribuída 

já têm um bom desempenho financeiro nas condições atuais de mercado. O impacto das 

hipóteses na TIR real do projeto foi bastante significativo, variando de -7,0% até +10,3% em 

relação à TIR do caso base. É possível que o regulador e os formuladores de políticas adotem 

medidas para corrigir parte das distorções criadas pelo sistema de compensação sem que os 

projetos de geração fotovoltaica distribuída se tornem inviáveis.  

Palavras-chave: avaliação financeira de projetos, geração fotovoltaica distribuída, riscos 

regulatórios e tributários (Brasil) 
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MELO, Thiago Silva de Matos. The impact of regulatory and tax risks on the financial 

performance of distributed photovoltaic generation projects in Brazil. Dissertation (Master in 

Business Administration) - COPPEAD Graduate Institute, Federal University of Rio de Janeiro, 

Rio de Janeiro, 2018. 

 

 

The objective of this study was to measure the impact of regulatory and tax risks on the financial 

performance of residential distributed photovoltaic generation projects in Brazil that operate in 

the net metering system established by Normative Resolution n. 482 of the National Electric 

Energy Agency (ANEEL). For this, we created hypotheses for each of the mapped risks and 

made a Cash Flow (CF) model for financial evaluation of distributed photovoltaic projects. 

Then, we projected the CFs of a typical photovoltaic system of 6kWp for each of the hypotheses 

and for the base case (current market conditions). The difference between the project real IRR 

of each hypothesis and the project real IRR of the base case was used as proxy for the impact 

dimension. The project real IRR of the base case was 16.1%, showing that distributed 

photovoltaic generation projects already have a good financial performance under current 

market conditions. The impact of the hypotheses on the project real IRR was quite significant, 

ranging from -7.0% to + 10.3% in relation to the IRR of the base case. It is possible for the 

regulator and policy makers to take measures to correct some of the distortions created by the 

net metering system without making distributed photovoltaic projects unfeasible.  

Keywords: projects financial evaluation, distributed photovoltaic generation, regulatory and tax 

risks (Brazil) 
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1.1 CONTEXTO 

  

Fenômenos socioambientais pressionam o setor elétrico na direção das fontes 

renováveis de geração de energia. Em decorrência do Acordo de Paris (Organização das Nações 

Unidas [ONU], 2015), o Brasil se comprometeu a reduzir até 2025 as emissões de Gases de 

Efeito Estufa (GEE) em 37% abaixo dos níveis de 2005 e sinalizou a intenção de diminuir até 

2030 em 43%. Além disso, o país se comprometeu com a meta de participação de 45% das 

energias renováveis na matriz energética e de ganhos de 10% de eficiência no setor elétrico na 

sua Contribuição Nacionalmente Determinada (Ministério do Meio-Ambiente [MMA], 2016). 

Esse compromisso se desdobra para o setor elétrico através de políticas energéticas que 

vislumbram a penetração das fontes renováveis de geração de energia em substituição às fontes 

baseadas na utilização de combustíveis fósseis, como as termelétricas a carvão, a óleo e a gás 

(Ministério de Minas e Energia [MME] & Empresa de Pesquisa Energética [EPE], 2017).  

As usinas hidrelétricas com grandes reservatórios de acumulação, apesar de, quando 

comparadas com as usinas térmicas, serem fontes renováveis de baixa emissão de GEEs, e 

agregarem enorme valor social com a geração de grande quantidade de energia firme a preços 

módicos, têm sofrido grande resistência dos ambientalistas, dos movimentos relacionados à 

proteção dos povos indígenas e das populações atingidas pelas barragens. O potencial 

hidrelétrico brasileiro ainda não explorado está concentrado na região amazônica, que possui 

grande biodiversidade, alta densidade de terras indígenas e está distante dos centros de carga. 

Além disso, a região amazônica teria áreas de alagamento por unidade de capacidade instalada 

maiores do que as geradas pelas usinas construídas até o momento, em virtude de ser mais 

plana. De acordo com Mitscher e Ruther (2012), esses fatores aumentam o custo da opção de 

expansão através de projetos hidrelétricos no Brasil. 

Para Faria, Trigoso e Cavalcanti (2017), a predominância da hidroeletricidade na matriz 

elétrica brasileira traz, ainda, a desvantagem contida no fato de que custos de operação do 

sistema e a segurança energética são muito sensíveis às condições hidrológicas, como se pôde 

observar no racionamento em 2001 e no baixo nível dos reservatórios em 2015. 

O histórico e a perspectiva de evolução dos custos da tecnologia fotovoltaica são de 

queda exponencial (International Renewable Energy Agency [IRENA], 2018). Neij (1997, 

2008), Sagar e van der Zwaan (2006), Nemet (2006, 2009), Neij, Andersen e Durstewitz (2003) 

e Ruther e Zilles (2011) mostraram o grande potencial das economias de escala, das curvas de 

aprendizado e do aumento da eficiência dos módulos na diminuição dos custos dos painéis 
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fotovoltaicos. Segundo Faria et al. (2017), o Brasil tem grandes reservas de quartzo de boa 

qualidade para a produção de silício com alta pureza, células e módulos fotovoltaicos, o que 

pode reduzir ainda mais os custos destes componentes em nível nacional. 

Avanços tecnológicos transformarão a forma tradicional de funcionamento do setor 

elétrico de grandes usinas longe dos centros de carga. Observamos a proliferação de recursos 

energéticos distribuídos (geração fotovoltaica de pequena escala, armazenamento de energia e 

carros elétricos) e progressos na infra-estrutura de medição avançada e na comunicação 

bidirecional nos aproximando de um mundo com redes elétricas inteligentes (MME, 2017). A 

viabilização dessas tecnologias com grande potencial disruptivo está criando um processo de 

descentralização do setor elétrico.  

 

1.2 OBJETIVO E RELEVÂNCIA 

 

O objetivo deste trabalho foi mensurar o impacto de riscos regulatórios e tributários no 

desempenho financeiro de projetos de geração fotovoltaica distribuída residenciais que operam 

de acordo com a Resolução Normativa n. 482 (Agência Nacional de Energia Elétrica [ANEEL], 

2012), que estabeleceu o sistema de compensação de energia para micro e mini geração 

distribuída no Brasil. 

Este estudo é uma ferramenta adicional para que o regulador e os formuladores de 

políticas (público-alvo) possam avaliar de forma sistêmica o impacto de suas decisões de cunho 

regulatório e tributário no desempenho financeiro dos projetos de geração fotovoltaica 

distribuída. 

A quantidade de projetos de geração fotovoltaica distribuída está crescendo 

exponencialmente no Brasil e os aspectos de cunho regulatório e tributário precisam ser 

considerados pelos tomadores de decisão para que a inserção dessa fonte de energia seja feita 

de forma que maximize o seu potencial de benefício para a sociedade brasileira. 

 

1.3 DELIMITAÇÃO 

  

O presente estudo se limitou à análise do impacto dos riscos regulatórios e tributários 

no desempenho financeiro de projetos de geração fotovoltaica distribuída no Brasil operando 

no sistema de compensação, não se aplicando a projetos de geração fotovoltaica centralizada 

com a energia comercializada através de contratos. 
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Também não está contemplada neste estudo a utilização de baterias associadas aos 

sistemas de geração fotovoltaica distribuída. Elas permitiriam que as residências armazenassem 

a energia gerada pelos painéis fotovoltaicos durante o dia, ao invés de injetarem o excedente ao 

consumo na rede de distribuição como acontece no sistema de compensação, para a sua 

utilização quando os painéis fotovoltaicos não geram energia (noite). 

A avaliação não contempla projetos fotovoltaicos distribuídos em sistemas isolados (não 

conectados ao Sistema Interligado Nacional - SIN) e projetos com o objetivo de comercializar 

energia no mercado livre. Ela contempla somente sistemas de micro geração “antes do medidor” 

no segmento residencial operando no sistema de compensação estabelecido pela Resolução 

Normativa n. 482 (ANEEL, 2012). 

O recorte feito neste estudo justifica-se pela relevância da mensuração do impacto de 

riscos no desempenho financeiro dos projetos que estão sendo implementados atualmente em 

um segmento que iniciou recentemente uma trajetória exponencial. Por este motivo, 

consideramos somente a tecnologia disponível mais utilizada (fotovoltaica sem 

armazenamento) e nos restringimos aos projetos residenciais que operam no sistema de 

compensação conectados ao SIN, segmento que mais cresce no país.    

 

1.4 APRESENTAÇÃO DO TRABALHO 

 

Na Revisão de Literatura apresentamos o mercado brasileiro de geração fotovoltaica 

distribuída e identificamos os riscos regulatórios e tributários existentes para projetos que 

operam no sistema de compensação. Apresentamos, ainda, as premissas financeiras utilizadas 

para a avaliação desse tipo de projeto e os métodos tradicionais de avaliação financeira. 

 No Método criamos as hipóteses dos riscos regulatórios e tributários relacionados aos 

projetos de geração fotovoltaica distribuída no Brasil. Além disso, explicamos os motivos para 

a escolha do método do Fluxo de Caixa Descontado (FCD) e da Taxa Interna de Retorno (TIR) 

como indicador de desempenho financeiro. Por último, criamos um modelo de Fluxo de Caixa 

(FC) para a avaliação financeira de projetos de geração fotovoltaica distribuída, escolhemos 

premissas da revisão de literatura e fizemos a projeção do FC de um sistema típico de 6kWp 

com base no Manual de Engenharia para Sistemas Fotovoltaicos (Pinho & Galdino, 2014) e nos 

dados de irradiação solar do programa SunData do Centro de Referência para as Energias Solar 

e Eólica Sérgio de S. Brito (CRESESB) 
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 Nos resultados apresentamos a TIR de cada uma das hipóteses criadas e do caso base 

(condições atuais de mercado), o que nos permitiu chegar as conclusões que estão presentes no 

último capítulo deste trabalho. 
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Organizamos este capítulo em três seções. Na primeira, apresentamos os marcos e as 

principais características do mercado brasileiro de geração fotovoltaica distribuída. Na segunda, 

mapeamos os riscos regulatórios e tributários dos projetos de geração fotovoltaica distribuída 

que operam no sistema de compensação. Na última, apresentamos as premissas financeiras da 

avaliação desse tipo de projeto e os métodos tradicionais de avaliação financeira. 

  

2.1 GERAÇÃO FOTOVOLTAICA DISTRIBUÍDA NO BRASIL 

 

O Brasil apresenta excelentes recursos solares com valores de irradiação global em 

qualquer região do território nacional (1.500-2500 kWh/m²) superiores aos de países da União 

Europeia, como Alemanha (900-1250 kWh/m²), França (900-1650kWh/m²) e Espanha (1200-

1850 kWh/m²), nos quais a geração fotovoltaica foi amplamente incentivada pelo governo e a 

tecnologia encontra-se bem estabelecida (Pereira, Martins, Abreu, & Ruther, 2006). 

A Figura 1 apresenta os valores de irradiação (Global Horizontal, no Plano inclinado e 

Direta Normal) de cada uma das cinco regiões do Brasil. 

 

Figura 1: Irradiação solar no Brasil 

 
Fonte: Atlas Brasileiro de Energia Solar (2a ed.) (Pereira et al., 2017) 

Apesar das distribuidoras de energia elétrica poderem organizar leilões ou chamadas 

públicas para a compra de até 10% de sua carga advinda da geração distribuída desde 2004 

(Decreto n. 5.163, 2004), a regulação que estabeleceu marco inicial para o desenvolvimento do 
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segmento de geração fotovoltaica distribuída de forma mais expressiva foi implementada 

através da Resolução Normativa n. 482 (ANEEL, 2012). Ela estabeleceu o sistema de 

compensação, conhecido mundialmente como “net metering”, para a micro (até 100 kW) e mini 

geração (de 100 kW até 3 MW) distribuída.  

Nesse sistema, que é o mesmo adotado pela maioria dos estados norte-americanos, o 

consumidor-produtor, unidade consumidora que possui sistema de geração de energia, paga à 

distribuidora somente a diferença entre o que consumiu e o que gerou de energia no seu sistema 

fotovoltaico, e, no caso de sua geração ser maior que o consumo durante determinado período 

entre medições, os créditos relacionados à energia líquida injetada na rede, em excesso ao 

consumo desse período, podem ser utilizados para o abatimento do consumo de energia elétrica 

de períodos futuros, desde que dentro de um prazo determinado pelo regulador (Brown & 

Bunyan, 2014).  

Uma alternativa ao sistema de compensação amplamente empregada no mundo é a 

tarifa-prêmio, conhecida mundialmente como “feed-in-tariff (FIT)”. Esse mecanismo foi 

utilizado pela Alemanha na sua política pioneira no mundo para a inserção da geração 

fotovoltaica distribuída na matriz energética e, em seguida, foi adotado por vários países 

europeus e pela China (Zhi, Sun, Li, Xu, & Su, 2014 como citado em Fuller & Guo, 2017). Em 

países com a tarifa-prêmio, o governo garante um contrato de longo prazo de compra da energia 

produzida pelos sistemas de geração distribuída com preço bastante atrativo para incentivar 

penetração desse tipo de fonte na matriz energética. 

O estabelecimento do sistema de compensação através da Resolução Normativa n. 482 

(ANEEL, 2012) não surtiu, imediatamente, os efeitos práticos de alavancar o segmento no país 

como se esperava. Entretanto, o ano de 2015 foi um ponto de inflexão para a geração 

fotovoltaica distribuída no Brasil em virtude diversas medidas de incentivo anunciadas pelo 

governo (Amaral, Mendonça, Resende, & Rego, 2016). 

Em abril, através do Convênio ICMS 16 (Conselho Nacional de Política Fazendária 

[CONFAZ], 2015), o governo federal alterou o Convênio ICMS 6 (CONFAZ, 2013), 

autorizando os estados a isentarem de Imposto de Circulação de Mercadorias e Serviços (ICMS) 

a energia ativa injetada na rede proveniente de geração distribuída no âmbito da Resolução 

Normativa n. 482 (ANEEL, 2012). Em meados de 2018, esse convênio atingiu abrangência 

nacional com a adesão de 100% dos estados federativos. 

Em outubro, a Lei n. 13.169 (2015) foi publicada reduzindo a zero as alíquotas da 

contribuição para o Programa de Integração Social (PIS) e da Contribuição para o 

Financiamento da Seguridade Social (COFINS) incidentes sobre a energia elétrica ativa 
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fornecida pela distribuidora à unidade consumidora até o limite correspondente à soma da 

energia elétrica ativa injetada na rede de distribuição no mesmo mês, em meses anteriores ou 

em outra unidade consumidora do mesmo titular, nos termos do sistema de compensação, 

conforme regulamentação da ANEEL. 

Em novembro, foi emitida a Resolução Normativa n. 687 (ANEEL, 2015), que revisou 

a Resolução Normativa n. 482 (ANEEL, 2012). Além de dar mais celeridade ao processo de 

conexão da geração distribuída, alterou a faixa de potência da micro geração, reduzindo-a para 

somente até 75kW e a da mini geração, ampliado-a para de 75kW até 5 MW. O prazo para a 

utilização dos créditos foi estendido de 36 para 60 meses. Além disso, foram introduzidos os 

conceitos de energia solar compartilhada (comunitária), de distribuição de créditos entre 

diversas contas de serviços de energia elétrica (condomínio) e de utilização dos créditos em 

outros locais, desde que o proprietário seja o mesmo (CNPJ ou CPF) e as unidades 

consumidoras estejam na área de cobertura da mesma distribuidora (autoconsumo remoto).  

Em dezembro, o MME lançou o Programa de Desenvolvimento da Geração Distribuída 

de Energia Elétrica (ProGD), anunciando incentivos para a promoção da inserção da geração 

distribuída, como a redução do Imposto de Importação sobre Bens de Capital destinados à 

produção de equipamentos de geração fotovoltaica. 

Com o intuito de adaptar o Setor Elétrico Brasileiro (SEB) às pressões socioambientais 

e tecnológicas globais, a Consulta Pública n. 33 de 2017 (MME, 2017) deu início a uma 

discussão sobre o aprimoramento do marco-regulatório do setor elétrico com possíveis 

impactos para os negócios de geração distribuída. Essa consulta pública resultou em um 

documento chamado “Proposta compilada de aprimoramento contemplando todas as 

alterações” (MME, 2018), cujo conteúdo inclui uma minuta de Projeto de Lei contendo 

mudanças regulatórias que impactariam o negócio de geração distribuída, dentre as quais 

podemos destacar a implementação de uma tarifa binômia, explicada detalhadamente na seção 

2.2.1. 

De acordo com o Estudo Estratégico Mercado Fotovoltaico de Geração Distribuída 1º 

Semestre 2018 (GREENER, 2018), a potência acumulada de projetos de geração fotovoltaica 

distribuída conectados à rede subiu de 60 Megawatt-pico (MWp), em dezembro de 2016, para 

161 MWp, em dezembro de 2017. A unidade Wp (Watt-pico) é utilizada para a potência de 

células fotovoltaicas, pois fatores como luminosidade e temperatura mudam a capacidade dos 

sistemas fotovoltaicos de produzir energia em determinado intervalo de tempo. A palavra 

“pico” está relacionada as condições ideais de “pico”, necessárias para que o sistema 



18 
 

fotovoltaico disponibilize determinada potência em W (Watts). Nos momentos do dia em que 

essas condições ideais não forem satisfeitas, a potência do sistema será inferior ao valor 

informado na unidade Wp.  

Apesar desse valor de capacidade instalada ser considerado muito pequeno em termos 

absolutos, principalmente para um país de dimensões continentais e excelentes recursos solares 

como o Brasil, a capacidade instalada quase triplicou em 2017. O segmento residencial 

responde sozinho por 42% desses 161 MWp. O estudo mostra, também, que o número de 

conexões saiu de 7.807 para 19.277 neste mesmo período. A pesquisa constata, ainda, que 71% 

das empresas integradoras consideravam a dificuldade de acesso a capital em boas condições 

como a principal dificuldade para o crescimento do setor. 

A previsão oficial de crescimento da geração fotovoltaica distribuída no Brasil está 

demostrada na Figura 2. 

 

Figura 2: Previsão de crescimento da geração fotovoltaica distribuída no Brasil 

 
Fonte: Plano Decenal de Expansão de Energia 2027 (MME & EPE, 2017) 

 

A atuação do governo para resolver o gargalo da inexistência de financiamentos com 

condições que promovam a atratividade dos projetos fotovoltaicos ainda é considerada 

insuficiente pelo setor (GREENER, 2018). Entretanto, existem medidas de grande impacto 

sendo anunciadas nessa área.  

 Em abril de 2018, o Ministério da Integração Nacional anunciou linhas de crédito para 

pessoas físicas operacionalizadas pelos Bancos do Brasil, do Nordeste e da Amazônia, com 

recursos do Fundo Constitucional do Norte (FNO), Fundo Constitucional do Nordeste (FNE) e 

Fundo Constitucional do Centro-Oeste (FCO), para financiamento de 100% dos sistemas 
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fotovoltaicos comerciais e residenciais com taxas de juros de 5,43% ao ano nas regiões Norte 

e Nordeste, e de 6,40% ao ano na região Centro-Oeste, com carência de 6 meses e 8 anos para 

o pagamento das parcelas mensais. Porém, como os recursos são oriundos dos Fundos 

Constitucionais dessas regiões, estão disponíveis somente para a execução de projetos nelas 

(Ministério da Integração Nacional, 2018). 

Em junho de 2018, o Banco Nacional de Desenvolvimento Econômico e Social 

(BNDES) aprovou mudanças no Programa Fundo Clima estendendo para todo o país o acesso 

a crédito com baixas taxas de juros para o segmento. O fundo tem como objetivo fomentar 

projetos com alta eficiência energética ou que contribuam para a redução das emissões de 

GEEs. A recente mudança permite que pessoas físicas e jurídicas com renda de até R$ 90 

milhões financiem 80% dos itens apoiáveis a uma taxa de juros máxima de 4,03% ao ano, desde 

que os componentes sejam produzidos no Brasil, com exceção dos inversores (BNDES, 2018). 

Na Agenda Regulatória 2018-2019 da ANEEL está previsto o aprimoramento da 

Resolução Normativa n. 482 (ANEEL, 2012). Esse processo foi iniciado com a abertura da 

Consulta Pública n. 10 de 2018 da ANEEL, cujo objeto é “Obter subsídios ao aprimoramento 

das regras aplicáveis à micro e mini geração distribuída, estabelecidas pela Resolução 

Normativa nº 482/2012”, e encontra-se em andamento.  

 

2.2  RISCOS REGULATÓRIOS E TRIBUTÁRIOS EM PROJETOS DE GERAÇÃO 

FOTOVOLTAICA DISTRIBUÍDA  

 

Apesar do termo “risco” ser utilizado frequentemente para expressar a possibilidade de 

ocorrência de um evento negativo, o conceito de risco adotado nesta pesquisa está alinhado com 

a ideia de variabilidade. Dessa forma, tanto situações que podem piorar o desempenho 

financeiro dos projetos quanto situações que podem melhora-lo foram consideradas como risco. 

Antes de realizarmos o mapeamento dos riscos regulatórios e tributários, introduzimos 

rapidamente os conceitos das atividades estatais de regulação e tributação para justificar a razão 

pela qual separamos os riscos regulatórios dos riscos tributários.  

Da Soberania Estatal emanam os Poderes de Polícia, Financeiro, Penal e de Domínio 

Eminente (Torres, 2013). O Poder de Polícia se manifesta de diversas maneiras, sendo a 

regulação a que nos interessa neste estudo. De acordo com Aragão (2013): 

 

“a regulação da economia é o conjunto de medidas legislativas, 

administrativas, convencionais, materiais ou econômicas, abstratas ou 

concretas, pelas quais o Estado, de maneira restritiva da autonomia empresarial 
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ou meramente indutiva, determina, controla, ou influencia o comportamento 

dos agentes econômicos, evitando que lesem os interesses sociais definidos no 

marco da Constituição e os orientando em direções socialmente desejáveis.” 

 

Já a tributação é uma forma de manifestação do Poder Financeiro, e não de Polícia, com 

o objetivo de arrecadação de receitas para o atendimento das necessidades públicas (Torres, 

2013). 

Essa diferença conceitual entre as atividades estatais de regulação e de tributação não 

permitiu que considerássemos o risco tributário como um risco regulatório. Por esse motivo, 

um dos tópicos desta seção se dedica aos riscos tributários e os outros aos riscos regulatórios. 

Esclarecido o motivo da distinção, podemos iniciar o mapeamento dos riscos em projetos de 

geração fotovoltaica distribuída no país.  

Como no Brasil optou-se pelo sistema de compensação estabelecido pela Resolução 

Normativa n. 482 de 2012 (ANEEL, 2012), o preço da energia elétrica fornecido pela 

distribuidora ao longo da vida útil do projeto representa o valor da energia que o consumidor-

produtor deixará de comprar por estar gerando, e pode ser visto, dentro de uma perspectiva de 

custo de oportunidade, como o valor da energia gerada por seu sistema fotovoltaico. Nesse 

sentido, qualquer decisão de natureza regulatória ou tributária que altere o valor do kWh da 

energia gerado pelos painéis fotovoltaicos, dentro dessa ótica de custo de oportunidade, 

impactará a rentabilidade do investimento.  

A seguir discorremos sobre riscos relacionados a aspectos regulatórios em quatro itens 

(Tarifa Binômia, Reajustes Tarifários, Tarifa Granular e Atributo Ambiental) e dedicamos um 

item aos riscos relacionados a questões tributárias (Riscos Tributários). 

 

 

 

2.2.1 Tarifa Binômia    

 

A Figura 3 ilustra a diminuição da contribuição para a operação e manutenção da rede 

de distribuição que acontece quando um cliente sujeito a uma tarifação volumétrica coloca um 

sistema fotovoltaico em sua residência. A tarifa volumétrica é aquela na qual a conta de energia 

elétrica depende somente do consumo, sem a existência de uma parcela fixa.  
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Figura 3: Efeito da colocação de sistemas fotovoltaicos com tarifa volumétrica 

 

Elaborado pelo autor 

 

As retas não vão até a origem por causa da existência da disponibilidade energética. As 

distribuidoras cobram dos clientes um valor de consumo mínimo pela disponibilização da 

energia, mesmo que o cliente não chegue a consumir essa quantidade. Para os sistemas 

trifásicos, típicos de residências com potencial de colocação de sistemas fotovoltaicos, esse 

valor corresponde a 100 kWh.  

É importante não confundirmos a cobrança da disponibilidade energética com a 

existência de uma tarifa fixa. No caso de tarifação volumétrica com disponibilidade energética, 

como acontece no Brasil, as retas têm coeficiente linear igual a zero e um coeficiente angular 

relativamente maior, mesmo que a conta de energia seja limitada inferiormente pelo valor da 

disponibilidade energética. 

No caso da tarifa fixa, o coeficiente linear seria a tarifa fixa e o coeficiente angular seria 

inferior ao do caso brasileiro com tarifa volumétrica e cobrança de disponibilidade energética. 

Isso significa que o preço da energia em R$/kWh no caso de tarifa fixa é relativamente menor 

para compensar a existência de uma parcela fixa independente do consumo. A Figura 4 ilustra 

essa situação e mostra que no caso de implementação de uma tarifa binômia (com parte fixa), 

a contribuição para a operação e manutenção da rede não se altera quando um cliente coloca 

um sistema fotovoltaico. 
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Figura 4: Efeito da colocação de sistemas fotovoltaicos com tarifa binômia 

Elaborado pelo autor 

 

De acordo com Brown e Bunyan (2014), na medida em que a geração fotovoltaica 

distribuída for largamente empregada, os reguladores tendem a se preocupar mais com a 

diminuição de receitas para cobrir os custos fixos de operação e manutenção do sistema de 

distribuição. Para os autores, essa situação leva, inevitavelmente, a cobrança de uma parte fixa 

na conta de energia elétrica dos consumidores. 

A consultoria Boston Consulting Group (BCG) publicou um estudo chamado Geração 

de Energia Descentralizada: Cenários e implicações para o setor no Brasil (Le Corre et al., 

2017), no qual mostra que a conta de energia elétrica dos clientes residenciais brasileiros é 

função de uma base puramente variável (tarifa volumétrica), enquanto que a de muitos outros 

países, como Portugal, Espanha, Reino Unido, Itália, França, Alemanha, o cliente paga um valor 

fixo independente do seu consumo de energia.  

Como a tarifa no Brasil é volumétrica, o valor da contribuição dos consumidores para a 

operação e manutenção da rede de distribuição está embutido no valor cobrado pelo kWh (Le 

corre et al., 2017). Na medida em que os consumidores instalam sistemas fotovoltaicos e se 

tornam consumidores-produtores, eles diminuem o consumo da rede e, consequentemente, a 

contribuição para a sua operação e manutenção. Assim, os consumidores que não possuem 

sistemas fotovoltaicos acabam assumindo mais custos de operação e manutenção para 

compensar a redução da contribuição dos consumidores-produtores, que ainda utilizam o 

serviço de back-up da rede de distribuição para viabilizar a utilização de sistemas fotovoltaicos 

no sistema de compensação (Brown & Bunyan, 2014).  
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Simone e Salles (2017) ressaltam um fator que agrava a situação. Para os autores o 

modelo atual tem uma lógica perversa, pois os consumidores sem sistemas fotovoltaicos, que 

possuem menor renda, são sobretaxados para compensar a redução da contribuição dos 

consumidores-produtores, com maior renda, o que cria um mecanismo regressivo de 

transferência de renda. 

Para que essa distorção seja corrigida separa-se o pagamento pela infra-estrutura do 

“fio” do pagamento pela “energia” consumida através da implementação de uma tarifa binômia, 

composta por uma parte fixa, relacionada ao “fio”, e uma parte variável, relacionada a energia 

consumida (MME, 2017). Essa medida tem impacto negativo para o desempenho financeiro de 

projetos de geração fotovoltaica distribuída, pois o custo fixo impõe aos consumidores com 

sistemas fotovoltaicos (consumidores-produtores) o pagamento de uma contribuição fixa para 

a operação e manutenção da rede de distribuição. 

 

2.2.2 Riscos Tributários 

 

A Lei n. 13.169 (2015) reduziu a zero as alíquotas da contribuição para o Programa de 

Integração Social (PIS) e da Contribuição para o Financiamento da Seguridade Social 

(COFINS) para a energia ativa injetada na rede através de geração fotovoltaica distribuída e 

para a energia compensada de acordo com o sistema de compensação estabelecido pela 

Resolução Normativa n. 482 (ANEEL, 2012).  

O Convênio ICMS 16 (CONFAZ, 2015) autorizou os estados a isentarem de Imposto 

de Circulação de Mercadorias e Serviços (ICMS) essa circulação de energia (injeção na rede e 

compensação). Todos os estados se valeram dessa autorização isentando de cobrança de ICMS 

a energia ativa injetada na rede com o intuito de fomentar essa fonte de energia e gerar 

empregos. 

Essas isenções tributárias foram implementadas em 2015, ano que foi considerado um 

ponto de inflexão para o segmento de geração fotovoltaica distribuída no Brasil (Amaral et al., 

2016), dentro de um conjunto de várias ações do governo no sentido de promover a inserção 

dessa fonte. Antes do Convênio ICMS 16 (CONFAZ, 2015), vigorava o Convênio ICMS 6 

(CONFAZ, 2013), por meio do qual o ICMS apurado tinha como base de cálculo toda a energia 

que chegava à unidade consumidora proveniente da rede de distribuição, incluída a parte 

relacionada à compensação. Além disso, antes de 2015 não existia diretriz federal em relação à 

isenção de PIS e COFINS. 
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As isenções tributárias são comumente concedidas para incentivar determinadas 

tecnologias durante a fase de penetração no mercado e retiradas quando essas tecnologias se 

tornam maduras e competitivas. Rodrigues et al. (2016) ressaltam que os valores da tarifa feed-

in, subsídio utilizado para incentivar a inserção da geração fotovoltaica distribuída na Alemanha 

e em vários outros países, foram gradualmente diminuindo desde 2001. Com o custo dos 

sistemas residenciais fotovoltaicos caindo continuamente (IRENA, 2018), a tecnologia tem se 

tornado bastante competitiva, o que pode ter como consequência a remoção dos subsídios 

existentes através de isenções tributárias.  

A crise financeira pela qual o Brasil passa afetou o equilíbrio fiscal dos estados. 

Diferentemente da isenção de PIS e COFINS, que foi estabelecida por lei federal, o Convênio 

ICMS 16 (CONFAZ, 2015) permite a isenção de ICMS, entretanto, a adesão ou saída do 

convênio é decidida na esfera estadual, aumentando o risco de que a energia injetada na rede 

possa voltar a ser tributada, principalmente em estados com graves problemas fiscais. 

Nos reajustes tarifários anuais das distribuidoras a tarifa é dividida em Tarifa de Energia 

(TE) e Tarifa de Uso do Sistema de Distribuição (TUSD), como pode ser observado na tabela 

1, que apresenta os valores referentes ao reajuste tarifário de março de 2018 para clientes 

residenciais atendidos pela distribuidora Light. 

 

Tabela 1: Tarifa para clientes residenciais da Light 2018 

 
Fonte: Reajuste Tarifário da Light 2018 (ANEEL, 2018) 

 

 O valor do kWh de energia fornecido pelas distribuidoras pode ser obtido através da 

seguinte fórmula: 

 

TUSD+TE

(1−%PIS−%COFINS−%ICMS)
  (1) 

 

 A isenção de PIS, COFINS e ICMS retira as alíquotas desses tributos do denominador 

da fórmula 1, de forma que tanto a energia injetada na rede quanto a energia “devolvida” pela 
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distribuidora para compensá-la tem o mesmo valor igual a (TUSD + TE). Consequentemente, 

cada kWh injetado na rede compensa exatamente 1 kWh “devolvido” pela distribuidora. 

Sem essas isenções tributárias, cada kWh de energia injetada na rede compensaria (1-

%PIS – %COFINS – %ICMS) kWh “devolvido” pela distribuidora, ou (1 – %ICMS) kWh, no 

caso de permanência da isenção de PIS e COFINS e do cancelamento da isenção do ICMS. 

Apesar de 100% dos estados terem aderido ao Convênio ICMS 16 (CONFAZ, 2015), 

existem distribuidoras que fazem uma contabilização na qual o consumidor-produtor é 

penalizado com a cobrança da alíquota de ICMS na parte da tarifa relacionada à TUSD. A 

precificação da energia “devolvida” pela distribuidora é feita através da fórmula 2 e a do crédito 

da energia injetada na rede pela fórmula 3. Podemos perceber que na parte relativa à TE a 

compensação é feita na proporção de 1:1, porém na parte relativa à TUSD o mesmo não 

acontece, o que torna necessária a injeção de mais de 1 kWh para recebimento da “devolução” 

de 1 kWh de energia da distribuidora como compensação. 

 

TUSD 

(1−%ICMS)
+

TE

(1−%ICMS)
  (2) 

 

TUSD 

1
+

TE

(1−%ICMS)
  (3) 

 

Pelo exposto, identificamos a existência de duas fontes de riscos tributários para os 

projetos de geração fotovoltaica no sistema de compensação. A primeira está relacionada à 

assimetria na interpretação em relação à qual parte da tarifa deve incidir a isenção do ICMS. 

Em Minas Gerais, por exemplo, o Decreto Estadual n. 47.231 (2017) esclareceu que não ocorre 

cobrança de ICMS na TUSD da energia elétrica compensada com créditos relacionados à 

Resolução Normativa n. 482 (ANEEL, 2012), uniformizando a interpretação para todas as 

distribuidoras do estado. A segunda está relacionada à possibilidade de retirada das isenções 

tributárias na esfera federal (PIS e COFINS) e/ou na esfera estadual (ICMS). A crise fiscal e o 

aumento da competitividade dessa fonte de geração podem impulsionar esse processo. 

 

 

2.2.3 Reajustes tarifários 
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A tarifa que as distribuidoras de energia cobram de seus clientes é influenciada pelo 

preço que elas pagam aos geradores em diversos contratos de compra e venda de energia. 

Quanto maior for a participação de um contrato em relação ao total contratado pela 

distribuidora, maior será o impacto do aumento de preço desse contrato no reajuste tarifário no 

ano subsequente, para que a distribuidora possa repassar os custos adicionais aos clientes.  

A energia elétrica proveniente da usina Itaipu Binacional, maior hidrelétrica do mundo 

em termos de geração de energia, foi alocada compulsoriamente às distribuidoras brasileiras 

por um preço determinado no Tratado de Itaipu assinado entre o Brasil e o Paraguai 

(www.itaipu.gov.br/institucional/documentos-oficiais, recuperado em 8 de dezembro, 2018).  

O preço da energia é fixado em dólares e a desvalorização do real frente ao dólar 

aumenta o preço em R$/kWh da energia comprada de Itaipu Binacional pelas distribuidoras 

brasileiras e, consequentemente, a tarifa de energia nos reajustes tarifários nos anos 

subsequentes à depreciação cambial. Além disso, o tratado prevê uma revisão do preço da 

energia no ano de 2023, 50 anos após a sua assinatura. Os contratos das distribuidoras referentes 

à energia de Itaipu representam parte significativa do total de energia contratada por elas, de 

forma que mudanças nos seus valores tem alto impacto na tarifa do consumidor final.  

Com a Medida Provisória n. 579 (2012), convertida posteriormente na Lei n. 12.783 

(2013), o governo, no intuito de promover a modicidade tarifária, estabeleceu o regime de cotas 

para várias usinas hidrelétricas cujas concessões findavam entre 2015 e 2017. Essas usinas têm 

em conjunto uma potência em torno de 13GW, aproximadamente 8% da capacidade instalada 

do país na atualidade. 

Nesse processo, as concessionárias tiveram a opção de renovar seus contratos de 

concessão antecipadamente, porém com um preço de energia muito inferior, de 

aproximadamente R$32,89/MWh na época, ao preço das concessões que estavam em 

andamento. Como o investimento para a construção das barragens já estava amortizado, o preço 

da energia nessa renovação visava somente remunerar o serviço de operação e manutenção 

(O&M) das usinas.  

Esse processo ficou conhecido como Cotização e o regime das usinas envolvidas ficou 

conhecido como o regime de cotas. O governo indenizou os investimentos feitos pelas empresas 

que ainda não tinham sido amortizados ou depreciados em virtude da renovação ter sido 

antecipada. 

Essa energia de baixo preço das usinas sob o regime de cotas foi alocada para todas as 

distribuidoras do Brasil, de forma que parte da energia que elas são obrigadas a contratar para 

suprir seus consumidores passou a ser proveniente dessas usinas a preços módicos. Como parte 

http://www.itaipu.gov.br/institucional/documentos-oficiais
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da tarifa de energia que os clientes residenciais pagam é apenas um repasse do custo da energia 

contratada pelas distribuidoras, a tarifa de energia para os clientes no Ambiente de 

Comercialização Regulado (ACR), como os residenciais, teve uma queda significativa com a 

implementação do regime de cotas.  

Podemos observar a relevância do impacto dessa medida na tarifa de energia elétrica 

observando a descontinuidade existente no ano de 2013 do gráfico da figura 3. 

 
Figura 5: Tarifa de energia elétrica para clientes residenciais antes de impostos no Brasil 

 
Fonte: Nexo Jornal (2013) 

(https://www.nexojornal.com.br/grafico/2017/10/06/A-trajet%C3%B3ria-das-tarifas-de-energia-nos-

%C3%BAltimos-14-anos, recuperado em 4 de julho, 2018) 

 

O baixo valor da energia sob o regime de cotas tem sido questionado por especialistas 

do setor. As empresas que operam muitas usinas cotizadas, como a Companhia Hidrelétrica do 

São Francisco (CHESF), têm sofrido grandes prejuízos desde que as cotas foram 

implementadas e vêm pleiteando um reajuste dessa tarifa na busca de equilíbrio econômico-

financeiro. 

No Projeto de Lei n. 9.463 (2018), que dispõe sobre a desestatização das Centrais 

Elétricas Brasileiras, a venda da empresa estatal foi vinculada ao que foi chamado de 

Descotização, que é do que o fim do regime de cotas da Lei n. 12.783 (2013). Essa medida 

aumentaria as receitas das empresas com usinas cotizadas, melhorando a situação econômico-

financeira das mesmas.  

Se o governo promover a Descotização das usinas, conforme o modelo pretendido 

associado à privatização da Eletrobras, as distribuidoras teriam que contratar energia em novos 

leilões por um preço superior ao do regime de cotas. Isso aumentaria o preço da energia 

comprada pelas distribuidoras e, consequentemente, o preço da energia vendida por elas aos 

seus clientes no ACR, pois os custos adicionais seriam repassados. 

https://www.nexojornal.com.br/grafico/2017/10/06/A-trajet%C3%B3ria-das-tarifas-de-energia-nos-%C3%BAltimos-14-anos
https://www.nexojornal.com.br/grafico/2017/10/06/A-trajet%C3%B3ria-das-tarifas-de-energia-nos-%C3%BAltimos-14-anos
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Mesmo que a Descotização não se concretize, em virtude da consolidação do 

entendimento de que ela penalizaria os consumidores sem dar contrapartidas ou da decisão 

política de não privatizar a Eletrobras, o valor da energia sob o regime de cotas pode sofrer 

reajustes significativos, impactando a tarifa de energia dos consumidores residenciais. Essa 

situação resultaria em um impacto similar ao da Descotização no desempenho financeiro de 

projetos de geração fotovoltaica distribuída. 

Cabe ressaltar que a ANEEL aprovou em julho de 2018 um reajuste de 45,52% no valor 

da energia gerada por usinas no regime de cotas. Esse reajuste terá impacto significativo no 

reajuste tarifário das distribuidoras em 2019 e, consequentemente, na rentabilidade de projetos 

de geração fotovoltaica distribuída. 

 

2.2.4 Tarifa Granular 

 

Tomosk, Haysom e Wright (2017) utilizaram a expressão “granularidade horária” para 

se referirem às variações da tarifa ao longo do dia. Essa mesma expressão está presente no 

projeto de lei resultante da Consulta Pública n.33 de 2017 do MME, que estabelece um prazo 

para a implementação desse tipo de tarifa no país. 

Brown e Bunyan (2014) mostraram que nos Estados Unidos os horários de pico do 

consumo de energia elétrica residencial não coincidem com a geração de energia solar. Segundo 

os autores, as distribuidoras oferecem energia (back-up) para os clientes com sistemas 

fotovoltaicos nos momentos em que a demanda e, consequentemente, o preço da energia 

deveria ser mais alto, como compensação pela energia solar gerada em horários de menor 

demanda, em que o preço da energia deveria ser mais baixo. A figura 4 ilustra o descasamento 

entre a curva de consumo e a de geração fotovoltaica. 
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Figura 6: Curvas de consumo e geração fotovoltaica 

 
Fonte: The Power Guy  (http://thatpowerguy.nz/solar/solar-power-system-size/, recuperado em 04 de julho, 

2018) 

 

De acordo com a lei da oferta e da demanda, o valor da energia gerada nos horários de 

pico de consumo deveria ser maior que o valor da energia consumida em momentos de baixo 

consumo. Por isso, Pitt e Michaud (2015) acreditam na racionalidade da existência de tarifas 

variáveis de acordo com a hora do dia. A implementação desse tipo de variação no preço da 

energia faria com que a energia gerada por sistemas fotovoltaicos fosse remunerada por um 

preço mais justo, relacionado ao nível de demanda de energia dos períodos em que os painéis 

fotovoltaicos injetam energia no sistema. 

Entretanto, as tarifas de energia elétrica para clientes residenciais não mudam ao longo 

do dia no Brasil (tarifa convencional). Para introduzir mais racionalidade no preço da energia 

elétrica, o regulador pode implementar o conceito de granularidade da tarifa, como foi feito nos 

Estados Unidos. Caso isso aconteça, como a curva de consumo de energia elétrica no Brasil 

também não coincide com a curva de geração de um sistema fotovoltaico (Operador Nacional 

do Sistema [ONS], 2018), o valor da energia gerada pelo sistema fotovoltaico seria diferente 

do valor da multiplicação da quantidade de energia gerada pela tarifa convencional (constante 

durante todas as horas do dia), como é feito atualmente quando precificamos o valor da energia 

gerada pela tarifa que seria paga pelo consumo evitado, o que impactaria negativamente a 

rentabilidade do projeto.  

 

2.2.5 Atributo Ambiental 

 

As pressões socioambientais relacionadas ao aquecimento global são crescentes no 

mundo. Cada vez mais os países são obrigados a assumir compromissos em relação à redução 

http://thatpowerguy.nz/solar/solar-power-system-size/
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de GEEs (ONU, 2015). O Brasil se comprometeu com a participação de 45% das energias 

renováveis na sua matriz energética e de obter ganhos de 10% de eficiência no setor elétrico 

em sua Contribuição Nacionalmente Determinada (Ministério do Meio-Ambiente [MMA], 

2016). 

Muitos mecanismos de precificação de emissões de GEEs estão surgindo ao redor do 

mundo. A figura 5 mostra o crescimento da representatividade, em termos de emissões de 

GEEs, das iniciativas regionais, nacionais e subnacionais, como carbon tax e emission trading 

systems (ETS). 

 

Figura 7: Iniciativas de precificação de carbono 

 
Fonte: State and Trends of Carbon Pricing 2018 (World Bank & Ecofys, 2018) 

 

De acordo com Medeiros, Oliva e Kiperstok (2013), as emissões de GEEs da energia 

consumida no Brasil, dentro de uma perspectiva de ciclo de vida, são de 0,745 Kg CO2-eq/kWh, 

considerando a proporção das diferentes fontes na geração total do ano de 2008.  

Alvim, Ferreira, Guidicini, Eidelman, Ferreira e Bernardes (2010) calcularam a 

quantidade de emissões de GEEs para várias tecnologias existentes na matriz elétrica brasileira 

e chegaram nos seguintes valores: 1) Nuclear: 0,0278 kg CO2-eq/kWh; 2) Carvão: 1,343 kg 
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CO2-eq/kWh; 3) Gás natural: 0,523 kg CO2-eq/kWh; 4) Bagaço de cana: 0,049 kg CO2-

eq/kWh; 5) Óleo diesel: 0,832 kg CO2/kWh; 6) Eólica: 0,021 kg CO2-eq/kWh; e 7) Solar 

fotovoltaica: 0,105 kg CO2-eq/kWh. 

As pressões socioambientais podem crescer de tal forma que o atributo ambiental da 

fonte solar fotovoltaica distribuída, principalmente em relação à baixa emissão de GEEs, passe 

a ser remunerado criando uma receita adicional por cada kWh de energia gerado pelos sistemas 

fotovoltaicos. 

Faria et al. (2017) falam sobre a possibilidade de utilização de certificados verdes 

transacionáveis para a complementação da receita de projetos de geração fotovoltaica 

distribuída no Brasil.  

A política Renewable Portfolio Standard (RPS), mandatória em diversos estados norte-

americanos, permite que as distribuidoras cumpram suas metas de compra de energia renovável 

através da aquisição de Solar Renewable Energy Credits (SRECs) de proprietários de sistemas 

solares (Burns & Kang, 2012). 

Até mesmo Brown e Bunyan (2014), que são grandes críticos da supervalorização das 

vantagens dos projetos de geração fotovoltaica distribuída, reconhecem a chance significativa 

de que o benefício social das emissões evitadas seja internalizado através de alguma receita 

adicional. 

 

2.3 AVALIAÇÃO FINANCEIRA DE PROJETOS DE GERAÇÃO FOTOVOLTAICA 

DISTRIBUÍDA 

 

No sistema de compensação o investimento em um sistema fotovoltaico residencial 

pode ser visto como um hedge que protege o consumidor-produtor do aumento da tarifa de 

energia elétrica fornecida pela distribuidora ao longo da vida útil do projeto (Mitscher & Rüther, 

2012). Numa visão mais especulativa, esse tipo de investimento pode ser considerado, também, 

como uma aposta no aumento da tarifa de energia elétrica fornecida pela distribuidora, pois ela 

será o preço que consumidor-produtor deixará de pagar por cada kWh de energia que for gerado 

pelo seu sistema fotovoltaico.    

Na modelagem financeira, a tarifa de energia elétrica fornecida pela distribuidora ao 

longo da operação do sistema fotovoltaico deve, portanto, ser o valor que, multiplicado pela 

quantidade de energia a ser gerada em cada período de operação, define a receita do projeto. 

Na avaliação de projetos no Brasil, o valor da última revisão tarifária das distribuidoras pode 
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ser utilizado como preço inicial da energia no modelo financeiro, projetando-se reajustes anuais 

reais entre 0% e 4,5% (Simone & Salles, 2017; Nogueira & Ribeiro, 2015; Castro, 2015; 

Holdermann, Kissel, & Beigel, 2014; Mitscher e Rüther; 2012). 

Apesar da variabilidade (diária e mensal) dos recursos solares ser significativa, os 

desvios solares anuais são tipicamente pequenos e esses desvios se cancelam grandemente ao 

longo dos anos (Drury, Jenkin, Jordan, & Margolis, 2013). Como se trata de um projeto com 

longa vida útil, de aproximadamente 25 anos (Amaral et al., 2016; Castro, 2015), esses desvios 

se cancelam, eliminando grande parte do impacto da variabilidade dos recursos solares. 

Parte da energia gerada pelo sistema fotovoltaico é consumida instantaneamente pela 

residência (autoconsumo). A outra parte da energia gerada pelo sistema, que não é 

“autoconsumida”, é injetada na rede para compensar o consumo da rede em outros momentos 

futuros dentro de um período entre duas medições (aproximadamente um mês). Caso a energia 

injetada supere o consumo da rede dentro desse período, créditos de energia são gerados pela 

injeção líquida (injeção menos consumo da rede) para abatimento da conta de energia em outros 

períodos subsequentes, desde que não seja ultrapassado o limite de 60 meses (ANEEL, 2015).  

Caso exista alguma tributação sobre a energia injetada na rede, seu valor será diferente 

do valor da tarifa da distribuidora no modelo financeiro. A energia autoconsumida substitui a 

energia que seria fornecida pela distribuidora pelo preço da tarifa integral, enquanto que a 

energia injetada, sendo tributada, compensa a energia numa proporção menor do que 1:1, o que 

faz com que essa parcela tenha um “preço” menor do que o da tarifa integral. Dessa forma, a 

proporção de energia autoconsumida e injetada na rede, que é uma característica específica de 

cada residência, tem impacto na avaliação financeira de projetos de geração fotovoltaica 

distribuída. Simone & Salles (2017) e Castro (2015) adotaram a premissa de que 55% da energia 

gerada pelo sistema residencial são injetados na rede e que 45% da energia são autoconsumidas 

para as suas avaliações desse tipo de projeto. 

 A isenção de PIS, COFINS e ICMS sobre a energia elétrica ativa injetada na rede e sobre 

a “devolução” dessa quantidade de energia pela distribuidora para a compensação do que foi 

injetado na rede pelo consumidor-produtor permite que utilizemos na avaliação financeira do 

projeto a tarifa “cheia” para o cálculo da receita. Em outras palavras, os créditos da energia 

injetada na rede são contabilizados de forma integral, uma vez que não incidem esses tributos 

sobre os mesmos, o que faz com que o valor da energia gerada pelo sistema e injetada na rede 

seja o mesmo da energia fornecida pela distribuidora (Amaral et al., 2016). 

A figura 6 apresenta o custo dos sistemas fotovoltaicos para clientes finais com sistemas 

de diferentes dimensões, dentro dos limites de micro geração distribuída, incluindo todos os 
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componentes do kit fotovoltaico (painéis fotovoltaicos, inversor, estrutura de fixação, 

cabeamento e conectores) e a integração (projeto, instalação e conexão à rede). 

 

Figura 8: Preço dos sistemas fotovoltaicos para clientes finais 

 
Fonte: Estudo Estratégico Mercado de Geração Fotovoltaica Distribuída 1º Semestre 2018 (GREENER, 2018) 

 

 Na figura 7, podemos observar quanto cada componente do kit fotovoltaico e quanto 

cada parte do serviço de integração representam do valor total do sistema. O inversor, que 

transforma a corrente contínua gerada pelos painéis fotovoltaicos em corrente alternada para 

consumo, se deprecia mais rapidamente que os outros componentes, sendo necessária uma 

reposição entre aproximadamente 10 a 15 anos após o início da operação (Drury et al., 2013; 

Castro, 2015). É importante que este custo seja incluído na avaliação financeira, pois o inversor 

é o segundo maior responsável pelo custo do sistema, atrás apenas dos módulos fotovoltaicos. 

 

Figura 9: Composição total do custo da instalação de um sistema FV 

 
Fonte: O Mercado Brasileiro de Geração Distribuída Fotovoltaica (Instituto IDEAL & AHK-RJ, 2018) 

A forma mais básica de analisar a viabilidade do investimento em um sistema 

fotovoltaico é a paridade tarifária. Essa situação ocorre quando o custo nivelado da geração de 
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energia solar se iguala à tarifa da distribuidora, tornando a decisão de colocar ou não um sistema 

igual em termos econômicos (Amaral et. al., 2016; Holdermann et al., 2014).  

O custo nivelado de energia é o valor presente dos custos esperados de implantação, 

operação e manutenção ao longo de todo o ciclo de vida do projeto dividido pela quantidade 

esperada de energia a ser produzida pelo sistema durante esse mesmo período (U.S. Information 

Administration [EIA], 2018). Uma região atinge a paridade tarifária para sistemas solares 

através do acesso a sistemas fotovoltaicos com baixo custo e/ou pela existência de uma alta 

tarifa da energia. 

Para a construção do Fluxo de Caixa (FC) de um projeto de geração fotovoltaica 

distribuída são necessárias algumas definições. A primeira é se o FC será nominal, 

considerando a inflação, ou real, ignorando-a. A segunda é se o projeto será feito somente com 

capital próprio ou também com capital de terceiros. Caso não exista alavancagem, utilização de 

capital de terceiros, o FC sob a ótica do acionista e sob a ótica do projeto será a mesmo. 

Entretanto, caso exista alavancagem, é necessário definir se o FC será construído sob a ótica do 

acionista ou do projeto. Por último, a definição se o projeto terá horizonte finito ou infinito e, 

no caso de horizonte finito, se será utilizado ou não de um valor residual no último período do 

FC.  

Construído o FC do projeto (ou do acionista), a obtenção de um indicador de 

desempenho financeiro pode ser feita através da utilização de diferentes métodos.   

O Valor Presente Líquido (VPL) é a soma de todas as entradas e saídas de caixa trazidas 

a valor presente por uma taxa de desconto que reflete o nível de risco do projeto. Essa taxa é o 

custo médio ponderado do capital necessário para a implementação do projeto. O VPL é o 

principal método de avaliação de projetos, pois pode ser utilizado não apenas para avaliação da 

viabilidade como também para tomadas de decisão entre projetos mutuamente excludentes com 

a mesma duração. Caso tenham durações diferentes, uma simples repetição dos valores dos FCs 

em uma base temporal comum aos períodos dos dois projetos (mínimo múltiplo comum), 

permite a utilização do método para a escolha entre os projetos. Sua desvantagem é a 

necessidade de utilização de uma taxa de desconto para o cálculo do indicador. Entretanto, 

métodos que não precisam da taxa de desconto para o cálculo do indicador precisam dela para 

o processo de tomada de decisão de rejeitar ou aceitar o projeto. O critério do método é aceitar 

projetos com VPL maior ou igual a zero e rejeitar projetos com VPL negativo (Brealey, Myers, 

& Allen, 2017).  

A Taxa Interna de Retorno (TIR) é a taxa de desconto que torna o VPL nulo. A vantagem 

desse método é apresentar um número que resume o mérito do projeto e que pode ser obtido 

https://www.mheducation.com/highered/product/principles-corporate-finance-brealey-myers/M1259144380.html#authorbio-tab
https://www.mheducation.com/highered/product/principles-corporate-finance-brealey-myers/M1259144380.html#authorbio-tab
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somente com a utilização do FC do projeto, necessitando da taxa de desconto somente para o 

processo de tomada de decisão. O método também apresenta desvantagens. Uma delas é 

premissa assumida, mas não necessariamente razoável, de que os FCs intermediários poderão 

ser reinvestidos em outros projetos com mesma TIR calculada para o projeto em análise. Essa 

premissa pode causar grandes distorções em projetos com TIR acima da média do segmento de 

negócio da empresa. Outra desvantagem é a possibilidade de o projeto apresentar múltiplas 

TIRs quando o FC apresentar mais de uma inversão de sinal (projetos não-convencionais), o 

que pode fazer com que algumas soluções não tenham sentido financeiro. Um FC pode ter uma 

quantidade de TIRs igual a até o número de inversões de sinal que ele apresentar. O critério do 

método é aceitar projetos com a TIR maior ou igual a taxa mínima de atratividade (custo médio 

ponderado de capital) e rejeitar projetos com a TIR menor que essa taxa (Ross, Westerfield, 

Jaffe, & Jordan, 2016). 

A Taxa Interna de Retorno Modificada (TIRM) é um método alternativo ao método da 

TIR. Nele, antes do cálculo da taxa de retorno, o FC original é transformado em um FC com 

apenas uma saída de caixa no início do projeto com o valor de todos os FCs negativos trazidos 

a valor presente e apenas uma entrada de caixa no último período do projeto com o valor de 

todos os FCs positivos levados a valor futuro. Sua desvantagem é a necessidade de utilização 

de uma taxa de desconto diferente da TIR do projeto. Suas vantagens são permitir a utilização 

de uma taxa de desconto diferente da TIR do projeto para o reinvestimento dos FCs 

intermediários e solucionar o problema da existência de múltiplas TIRs de FCs não-

convencionais. O critério de decisão é o mesmo da TIR. (Ross, Westerfield, Jaffe, & Jordan, 

2016).  

Cabe ressaltar que no caso de decisões entre projetos mutuamente excludentes de 

mesma duração, aquele com maior VPL é o que deve ser escolhido e não necessariamente o 

projeto com maior TIR. O método da TIR também pode ser usado para a escolha entre os 

projetos, desde que aplicado no FC incremental (FC de um projeto menos o FC do outro projeto) 

e não através de comparação direta entre as TIRs dos projetos. Nesse caso, a TIR do FC 

incremental deve ser comparada com a taxa de desconto. Por outro lado, quando estamos 

pensando na aceitação ou rejeição de um único projeto convencional, os resultados serão os 

mesmos para os métodos do VPL e da TIR (Brealey et al., 2017). 

O Período de Payback é o tempo necessário para a recuperação do valor investido no 

projeto. O método apresenta como vantagens a simplicidade de cálculo e a obtenção de uma 

informação interessante relacionada ao risco e a liquidez do investimento. O método apresenta 
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a desvantagem de ignorar os FCs posteriores ao Período de Payback. Na versão mais sofisticada 

do método, o Período de Payback Descontado, os FCs são descontados até o período do 

investimento inicial antes do cálculo do tempo de recuperação (Ross et al., 2016).    

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

3  MÉTODO    

  



37 
 

 
 

Criamos diferentes hipóteses para os riscos mapeados na seção 2.2. Fizemos uma 

simulação de avaliação financeira de um projeto típico de 6 kWh para cada hipótese criada. 

Para mensurar o impacto das hipóteses dos riscos calculamos, então, a diferença entre o 

resultado da simulação de avaliação financeira de cada uma das hipóteses dos riscos e o 

resultado da avaliação financeira do caso base, que reflete as condições atuais de mercado dos 

projetos de geração fotovoltaica distribuída no Brasil. 

A figura 8 apresenta um esquema do método utilizado. Podemos observar que para cada 

um dos riscos mapeados, descritos dentro dos retângulos, foram criadas uma ou mais hipóteses, 

representadas por retas saindo de cada retângulo, para as quais foram realizadas simulações de 

avaliação financeira do projeto. A diferença entre o resultado da simulação de avaliação 

financeira de cada hipótese e da avaliação financeira do caso base foi considerada como uma 

medida de impacto. 

 

Figura 10: Esquema dos riscos, hipóteses e simulações 

 
Fonte: Elaborado pelo autor 

 

 

 

 

3.1 HIPÓTESES DOS RISCOS 
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Nesta seção criamos as hipóteses dos riscos regulatórios e tributários relacionados aos 

projetos de geração fotovoltaica distribuída no Brasil. 

 

3.1.1 Hipóteses do risco Tarifa Binômia 

 

A Figura 9 apresenta os dados do benchmark de estrutura de conta de energia elétrica 

de diferentes lugares no mundo presentes no estudo “Geração de Energia Descentralizada: 

Cenários e implicações para o setor no Brasil” (Le Corre et al., 2017). A cor verde claro mostra 

a parcela da conta de energia elétrica que é fixa, independente do consumo, e a cor verde escuro 

mostra a parcela da conta de energia elétrica que é variável, em função do consumo. 

 

Figura 11: Benchmark de Estrutura da tarifa de energia elétrica 

 
Fonte: Geração de Energia Descentralizada: Cenários e implicações para o setor no Brasil (Le Corre et al., 2017) 

 

O Brasil possui uma tarifa 100% variável, chamada de tarifa volumétrica, pois não existe 

no país uma cobrança fixa independente do consumo. O que existe no país é uma cobrança de 

disponibilidade energética, quando o consumo da rede é muito baixo (menor que 100 kWh para 

sistemas trifásicos, por exemplo). Os sistemas fotovoltaicos são dimensionados de forma que a 

residência mantenha esse consumo mínimo para evitar o custo de disponibilidade energética, 

tornando essa cobrança mínima e eventual. Sendo assim, a existência da cobrança de 

disponibilidade energética não faz com que a conta de energia elétrica no país deixe de ser 

volumétrica (100% variável) e não impacta significativamente os projetos de geração 

fotovoltaica distribuída. 

A implementação de uma parte fixa na conta de energia elétrica dos clientes residenciais 

brasileiros teria como consequência natural a diminuição do valor do kWh vendido pela 
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distribuidora, o qual, no sistema de compensação, é multiplicado pela quantidade esperada de 

energia a ser gerada para a determinação da receita do projeto de investimento em um sistema 

fotovoltaico.  

Com base nos dados desse benchmark, que apresenta o percentual da conta de energia 

elétrica que é fixo, independente do consumo, definimos três diferentes valores para o preço do 

kWh. 

No caso base consideramos uma da tarifa 100% volumétrica, como acontece atualmente 

no Brasil e na Califórnia. Nesse tipo de estrutura tarifária, o cliente paga somente o valor da 

quantidade de kWh consumidos multiplicado pelo valor da tarifa (R$/kWh), não existindo uma 

parcela fixa adicional para a composição da conta de luz. Fizemos a primeira simulação com 

base no que acontece na Espanha e Inglaterra. Nessa hipótese, seria implementada uma tarifa 

90% variável e 10% fixa. Nessa configuração, 90% do valor da conta de energia elétrica 

estariam relacionados à energia consumida e 10% do valor da conta de energia elétrica estariam 

relacionados a uma parcela fixa adicional. A segunda simulação foi feita com base no que 

acontece na Alemanha, Portugal e França. Nessa hipótese, seria implementada uma tarifa 20% 

fixa e 80% variável. Por último, fizemos uma terceira simulação com a hipótese de 

implementação de uma tarifa 30% fixa e 70% variável, com base no caso da Itália (Le Corre et 

al., 2017). 

A razão da implementação de uma tarifa binômia não é aumentar a conta de energia 

elétrica de determinadas residências em relação a outras, mas somente garantir o pagamento 

adequado pela utilização da rede de distribuição por parte dos consumidores-produtores (seção 

2.2.1), tendo em vista a expansão da geração distribuída e sua representatividade crescente em 

termos de consumo de energia no mercado regulado. Para simular o impacto da implementação 

desse tipo de tarifa consideramos, então, que o valor total da conta de energia elétrica de uma 

residência não se alteraria com a implementação de uma parte fixa na tarifa, mas somente o 

valor do kWh consumido diminuiria para compensar a cobrança da parte fixa, mantendo-se o 

valor final da conta de energia de uma residência igual. 

Dessa forma, nas simulações com parte fixa na tarifa, a energia gerada pelo sistema 

fotovoltaico não foi precificada com o valor, em R$/kWh, da tarifa totalmente volumétrica 

(TV), mas com o valor da tarifa T = (1 − %𝑇𝑎𝑟𝑖𝑓𝑎 𝐹𝑖𝑥𝑎)𝑥 𝑇𝑉, de forma que o valor total da 

conta de energia (parte fixa + parte variável) da residência não se alteraria, mas somente a sua 

composição, que deixaria de ser 100% variável e passaria a ter um percentual fixo. 
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3.1.2 Hipóteses dos riscos Tributários 

 

Em relação aos riscos tributários, consideramos no caso base a continuação da isenção 

de PIS e COFINS, em virtude da existência da Lei n. 13.169 (2015), e da isenção de ICMS 

sobre a totalidade da tarifa (TE e TUSD), como preconiza o Convênio 16 (CONFAZ, 2015). 

Fizemos uma simulação na qual a isenção de ICMS acontece somente sobre a TE, e não 

sobre a TUSD, conforme praticado por algumas distribuidoras.  Realizamos uma segunda 

simulação na qual não há qualquer isenção de ICMS. Na terceira simulação mantivemos a 

isenção de ICMS na TE e TUSD, mas retiramos a isenção de PIS e COFINS. Fizemos, ainda, 

uma quarta simulação na qual todos os subsídios tributários (PIS, COFINS e ICMS) são extintos 

em virtude da possibilidade de consolidação do entendimento entre os formuladores de política 

das esferas federal e estadual no sentido de que a penetração e o desenvolvimento tecnológico 

criaram níveis de economia de escala e de competitividade suficientes para que os projetos de 

geração fotovoltaica distribuída avancem sem incentivos tributários. 

 

3.1.3 Hipóteses do risco Reajustes Tarifários 

  

Na seção 2.2.3 identificamos dois contratos relevantes para as distribuidoras que teriam 

impacto significativo nas suas tarifas em caso de reajuste. Um deles está relacionado à energia 

da usina Itaipu Binacional. O outro está relacionado à energia gerada nas usinas que operam 

sob o regime de cotas. O reajuste do preço da energia de Itaipu está relacionado a questões 

macroeconômicas e mercadológicas, como as flutuações cambiais, e não a questões 

regulatórias, estando, por isso, fora do escopo desta pesquisa. Por outro lado o reajuste do preço 

da energia do regime de cotas está dentro do escopo de pesquisa e tem impacto nas tarifas das 

distribuidoras no curto prazo. Por isso, escolhemos criar hipóteses relacionadas somente ao 

aumento de preço da energia sob o regime de cotas para realizar as simulações de avaliação 

financeira dos projetos de geração fotovoltaica distribuída. 

  Todas as vezes que precisamos definir uma distribuidora para realizar as análises, 

utilizamos dados da distribuidora Light do Rio de Janeiro. Como a importância da energia sob 

o regime de cotas é diferente para cada distribuidora, utilizamos as informações dessa 

distribuidora. A figura 10 apresenta a composição da tarifa da distribuidora Light do Rio de 

Janeiro de acordo com a última revisão tarifária em 2017. 
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Figura 12: Composição da tarifa da distribuidora Light em 2017 

 
Fonte: Revisão Tarifária Light 2017 (ANEEL, 2017) 

 

 A área cinza do gráfico corresponde à parte da conta de luz que está relacionada ao 

repasse do valor da energia comprada pelas distribuidoras para o atendimento dos seus clientes. 

Isso significa que 36,06% da conta de energia dos clientes da Light foram relacionados aos 

contratos de compra de energia. 

 A tabela 2 apresenta as despesas da Light com compra de energia como resultado da 

multiplicação do montante contratado (MWh) pela tarifa (R$/MWh) de cada tipo de contrato 

presente no seu portfolio, evidenciando a relevância da energia proveniente do regime de cotas 

da Lei n. 12.738 (2013), tanto pela magnitude do montante contratado em relação ao total 

quanto pela baixa tarifa de 63,66 R$/MWh, em comparação com a tarifa média de 178,23 

R$/MWh. 

 

Tabela 2: Portfolio de contratos da Light 

 
Fonte: Revisão Tarifária Light 2017 (ANEEL, 2017) 

O montante de energia proveniente do regime de cotas da Lei n. 12.783 (2013) no 

portfolio de contratos da Light é de 7.361.726,61 MWh, o que corresponde a 24,48% do 

montante total dos contratos, que responderam por 36,06% da Tarifa da Light (parte relacionada 
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à compra de energia). As partes relacionadas à transmissão, encargos, distribuição e tributos, 

se somam a parte da compra de energia para compor a tarifa da Light para o consumidor final. 

Os Leilões de Energia Nova (LEN) têm como objetivo garantir o suprimento da carga 

futura advinda de usinas ainda não existentes. É considerada “energia nova” aquela a ser gerada 

pela ampliação de empreendimentos existentes ou por empreendimentos que ainda não 

detenham outorga de concessão, permissão ou autorização na data de início do processo público 

de licitação (Tolmasquim, 2015). É uma energia não disponível no curto prazo, não sendo, 

portanto, uma boa referência de preço para a energia sob o regime de cotas. 

Os Leilões de Energia Existente (LEE), por sua vez, têm como objetivo a reposição dos 

contratos que estão vencendo por outros de usinas já existentes. Consistem em licitações para 

a contratação de empreendimentos que detém outorga de concessão, permissão ou autorização 

na data de início do processo público de licitação. Os prazos dos contratos variam entre 1 a 15 

anos e o início da operação se dá no próprio ano ou no ano seguinte ao do leilão (A, A-1) 

(Tolmasquim, 2015). Por essa razão, são a melhor referência de preço para a energia sob o 

regime de cotas. 

 A tabela 3 apresenta os preços médios de venda de todos os LEEs realizados desde que 

o modelo do setor elétrico de 2004 foi implementado até o início do segundo semestre de 2018. 

 

Tabela 3: Preço da energia nos Leilões de Energia Existente no Brasil 

 
Fonte: InfoLeilão 21 CCEE (https://www.ccee.org.br/portal/faces/pages_publico/o-que-

fazemos/infomercado?_afrLoop=375053487661237&_adf.ctrl-

state=13bauvzvw4_178#!%40%40%3F_afrLoop%3D375053487661237%26_adf.ctrl-

state%3D13bauvzvw4_182, recuperado em 08 de julho, 2018) 

 No caso base não consideramos nenhum reajuste no preço da energia sob o regime de 

cotas. Como o preço da energia nos LEEs depende da conjuntura do mercado de energia elétrica 

(condições hidrológicas, oferta de projetos de geração, entre outros), escolhemos duas situações 

para as simulações dos reajustes tarifários relacionados ao aumento do preço da energia sob o 

regime de cotas com o intuito de mostrar o potencial de impacto desse risco na rentabilidade 

https://www.ccee.org.br/portal/faces/pages_publico/o-que-fazemos/infomercado?_afrLoop=375053487661237&_adf.ctrl-state=13bauvzvw4_178#!%40%40%3F_afrLoop%3D375053487661237%26_adf.ctrl-state%3D13bauvzvw4_182
https://www.ccee.org.br/portal/faces/pages_publico/o-que-fazemos/infomercado?_afrLoop=375053487661237&_adf.ctrl-state=13bauvzvw4_178#!%40%40%3F_afrLoop%3D375053487661237%26_adf.ctrl-state%3D13bauvzvw4_182
https://www.ccee.org.br/portal/faces/pages_publico/o-que-fazemos/infomercado?_afrLoop=375053487661237&_adf.ctrl-state=13bauvzvw4_178#!%40%40%3F_afrLoop%3D375053487661237%26_adf.ctrl-state%3D13bauvzvw4_182
https://www.ccee.org.br/portal/faces/pages_publico/o-que-fazemos/infomercado?_afrLoop=375053487661237&_adf.ctrl-state=13bauvzvw4_178#!%40%40%3F_afrLoop%3D375053487661237%26_adf.ctrl-state%3D13bauvzvw4_182
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dos projetos. Na primeira, com o intuito de refletir uma condição mais recente do mercado, o 

valor da energia sob o regime de cotas foi reajustado para o preço médio da energia do 18º LEE 

(R$ 174,52). Na segunda, com o intuito de avaliar um cenário de reajuste mais extremo, que 

aumentaria muito a rentabilidade dos projetos de geração fotovoltaica distribuída, escolhemos 

o maior preço médio histórico que aconteceu no 13º LEE em 30/04/2014 (R$ 334,68). 

 Como o montante contratado do regime de cotas não se altera ao longo dos anos e o 

aumento do consumo de energia no ACR obriga a distribuidora a contratar mais energia a cada 

ano, a representatividade da energia do regime de cotas no portfolio da distribuidora diminuirá 

de forma inversamente proporcional ao aumento da contratação de energia feito por ela. 

Adotamos uma taxa anual de crescimento do consumo de energia elétrica no mercado cativo de 

2,3% para projetar a diminuição da representatividade da energia do regime de cotas no 

portfolio de contratos das distribuidoras ao longo dos anos (EPE, 2018). 

 

3.1.4 Hipótese do risco Tarifa Granular 

 

No caso base consideramos uma tarifa convencional, sem variações horárias no preço 

da energia elétrica (2.2.4). 

A tarifa branca é uma nova modalidade tarifária criada pela ANEEL e disponibilizada 

para as unidades consumidoras de baixa tensão a partir de 2018. O cliente residencial pode optar 

entre a tarifa convencional, modalidade com valor único (em R$/kWh) cobrado pela energia 

consumida independentemente do dia e horário deste consumo, e a tarifa branca, modalidade 

na qual o valor da energia depende do horário e do dia em que o consumo ocorreu. 

Para a precificação da energia de acordo com a tarifa branca, existem três faixas de 

horário (postos tarifários). São elas: 1) Ponta: quando o valor da energia é mais alto; 2) 

Intermediário: quando o valor da energia é menor do que o da Ponta, mas maior do que o valor 

da energia na tarifa convencional; e 3) Fora de Ponta: quando o valor da energia é menor do 

que o valor da tarifa convencional.  

Os horários que definem os postos tarifários são homologados pela ANEEL nas revisões 

tarifárias periódicas de cada distribuidora, que ocorrem em média a cada quatro anos. A figura 

11 apresenta os horários que determinam essas faixas para a distribuidora Light, na cidade do 

Rio de Janeiro. Para os feriados nacionais e fins de semana, considera-se o posto Fora de Ponta. 

 

http://www.aneel.gov.br/entendendo-a-tarifa/-/asset_publisher/uQ5pCGhnyj0y/content/revisao-tarifaria/654800?inheritRedirect=false&redirect=http%3A%2F%2Fwww.aneel.gov.br%2Fentendendo-a-tarifa%3Fp_p_id%3D101_INSTANCE_uQ5pCGhnyj0y%26p_p_lifecycle%3D0%26p_p_state%3Dnormal%26p_p_mode%3Dview%26p_p_col_id%3Dcolumn-2%26p_p_col_pos%3D1%26p_p_col_count%3D2
http://www.aneel.gov.br/entendendo-a-tarifa/-/asset_publisher/uQ5pCGhnyj0y/content/revisao-tarifaria/654800?inheritRedirect=false&redirect=http%3A%2F%2Fwww.aneel.gov.br%2Fentendendo-a-tarifa%3Fp_p_id%3D101_INSTANCE_uQ5pCGhnyj0y%26p_p_lifecycle%3D0%26p_p_state%3Dnormal%26p_p_mode%3Dview%26p_p_col_id%3Dcolumn-2%26p_p_col_pos%3D1%26p_p_col_count%3D2
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Figura 13: Postos tarifários da Tarifa Branca 

 
Fonte: Website da Light (http://www.light.com.br/para-residencias/Sua-Conta/tarifa-branca.aspx, recuperado em 

09 de julho, 2018) 

 

Durante o horário de verão, o horário de Ponta é das 18:30 às 21:30, o Intermediário das 

21:30 às 23:30 e o Fora de Ponta das 23:30 às 18:30 do dia seguinte.   

Fizemos uma simulação para o risco tarifa granular com a hipótese da energia gerada 

pelos painéis fotovoltaicos sendo precificada pela da tarifa branca “Fora de Ponta”, ao invés da 

tarifa convencional considerada no caso base. O valor da tarifa branca da distribuidora Light 

está apresentado na tabela 1 da seção 2.2.2. 

 

3.1.5 Hipóteses do risco Atributo Ambiental 

 

 Os GEEs foram escolhidos para representar o atributo ambiental da geração fotovoltaica 

distribuída em virtude da sua relação com o aquecimento global. 

 A emissão de GEEs durante a operação dos painéis fotovoltaicos é praticamente nula. 

Entretanto, não podemos considerar somente a fase de operação e ignorar as emissões indiretas 

para a mensuração do benefício associado à redução de emissões resultante da opção pela 

geração fotovoltaica distribuída.   

 A medida quilograma de CO2 equivalente (kg CO2-eq) é utilizada como unidade 

comum para a comparação das emissões de vários GEEs considerando o potencial de 

aquecimento global de cada um deles. A quantidade de kg CO2-eq é o resultado da 

multiplicação das quantidades em kg emitidas de cada um dos GEEs pelos seus diferentes 

potenciais de aquecimento global (Foster et al., 2007). 

 Fizemos a avaliação da quantidade emissões de GEEs evitada por cada kWh de energia 

gerada pelo sistema fotovoltaico dentro de uma abordagem de avaliação do ciclo de vida 

(ACV). Adotamos essa opção porque a ACV tem sido uma das metodologias mais utilizadas 

para o cálculo dos impactos ambientais por incluir na análise todas as etapas - extração de 

http://www.light.com.br/para-residencias/Sua-Conta/tarifa-branca.aspx
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matéria-prima, materiais, fabricação, transporte ou distribuição, utilização e disposição final 

dos resíduos (Carvalho, Delgado, & Chacartegui, 2015). 

 Ainda que a matriz elétrica brasileira seja majoritariamente renovável em virtude das 

grandes usinas hidrelétricas e, mais recentemente, das eólicas, a geração de energia solar 

fotovoltaica poderia colaborar para a manutenção do nível dos reservatórios, evitando o 

despacho de usinas termelétricas. 

 Dentro de uma abordagem de ACV, utilizamos os valores de 1,343 kg CO2-eq/kWh e 

0,105 kg CO2-eq/kWh como referência para a quantidade de GEEs emitidos pelas fontes 

térmica a carvão e solar fotovoltaica, respectivamente (Alvim et al., 2010). A diferença entre 

esses dois valores (1,238 kg CO2-eq/kWh) foi utilizada para o cálculo da quantidade de 

emissões de GEEs evitada em função da geração de energia através do projeto de geração 

fotovoltaica distribuída em substituição a uma térmica a carvão. 

 A figura 12 apresenta os preços médios do kg de CO2-eq nos principais mercados de 

carbono existentes no mundo: European Emissions Trading System (EU ETS), Korean 

Emissions Trading System (KETS), New Zealand Emissions Trading Scheme (NZ ETS), 

Regional Greenhouse Gas Initiative (RGGI) e Western Climate Initiative (WCI) (International 

Carbon Action Partnership [ICAP], 2018). 

 

Figura 14: Preço do CO2-eq nos mercados de carbono 

 
Fonte: Emissions Trading Worldwide: Status Report 2018 (ICAP, 2018) 

 

 Não consideramos nenhuma remuneração adicional em função do atributo ambiental da 

fonte fotovoltaica relacionado à redução de emissão de GEEs no caso base. Fizemos uma 

simulação de avaliação financeira utilizando o preço médio desses cinco mercados (USD 11,10) 

e uma outra simulação com o maior preço (USD 18,30) para calcular as receitas adicionais de 

cada kWh gerado pelo sistema fotovoltaico em virtude das emissões de GEEs evitadas. 

Utilizamos a taxa de câmbio do dia 05/12/2018 (3,85 R$/USD) para converter os valores de 

dólares para o real (www.bcb.gov.br/pec/taxas/port/ptaxnpesq.asp?id=txcotacao, recuperado 

em 20 de dezembro, 2018). 

 

http://www.bcb.gov.br/pec/taxas/port/ptaxnpesq.asp?id=txcotacao
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3.1.6 Tabela de resumo das condições do caso base e das hipóteses dos riscos 

 

 As premissas do caso base e das hipóteses dos riscos estão resumidas na tabela 4. 

 
Tabela 4: Resumo das condições do caso base e das hipóteses dos riscos 

 
Fonte: Elaborado pelo autor 

 

3.2 MÉTODO DE AVALIAÇÃO FINANCEIRA 

 

Adotamos o método do Fluxo de Caixa Descontado (FCD) para avaliar o desempenho 

financeiro do projeto típico de 6 kWh descrito na seção 3.3. 

Utilizamos a perspectiva do cliente final no modelo financeiro e a premissa de que o 

projeto foi feito somente com capital próprio para eliminar da análise os efeitos de 

características exógenas ao projeto específicas de uma empresa, como o tipo de regime 

tributário (Simples Nacional, Lucro Presumido ou Lucro Real), que introduziria diferentes 

valores de imposto de renda, e a estrutura de capital e nível taxa de juros disponível para a 

empresa, que introduziriam diferentes efeitos de alavancagem. Sem alavancagem, o FC do 

acionista e do projeto são iguais. Construímos FCs reais para eliminar da análise o efeito da 

inflação, por estar relacionado a questões macroeconômicas exógenas ao projeto. Utilizamos 

um horizonte finito e não consideramos nenhum valor residual para o equipamento no final da 

vida útil do projeto (seção 2.3). 

Fizemos uma simulação de avaliação financeira para cada uma das hipóteses dos riscos 

descritas na seção 3.1 e uma avaliação financeira para o caso base, que reflete as condições 

atuais de mercado dos projetos de geração fotovoltaica distribuída no Brasil.  

Utilizamos a TIR como indicador de desempenho financeiro do projeto. O fato de todas 

as simulações terem a mesma base de investimento, horizonte de análise e perfil de FC permitiu 

a mensuração do impacto de cada uma das hipóteses dos riscos através da comparação da TIR 

da simulação de cada hipótese com a TIR do caso base. Dessa forma, a diferença entre a TIR 
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da simulação de cada uma das hipóteses dos riscos e a TIR do caso base foi utilizada como 

proxy do impacto. 

Para calcularmos os indicadores VPL e TIRM seria necessária a utilização de uma taxa 

de desconto. Precisaríamos, então, calcular o custo de capital próprio de um segmento de 

negócio nascente no Brasil e altamente dependente do preço da energia elétrica, que apresenta 

volatilidade significativa, em um país cuja taxa livre de risco apresenta variações anuais 

significativas e passa por um período de grande recessão econômica. Além disso, o cálculo do 

custo de capital envolve considerações exógenas ao projeto e pode mudar dependendo da 

metodologia empregada. Logo, para o objetivo deste trabalho de calcular o impacto dos riscos 

regulatórios e tributários no desempenho financeiro dos projetos, os métodos do VPL e TIRM 

não foram a melhor escolha, pois não estamos avaliando a viabilidade financeira do projeto e 

nem comparando projetos mutuamente exclusivos, mas o impacto que cada hipótese traria para 

a rentabilidade do projeto em comparação com a rentabilidade do mesmo nas condições atuais 

de mercado (caso base). 

Por outro lado, a TIR é um indicador adequado para o objetivo específico deste trabalho 

por simplificar a avaliação expurgando da análise elementos exógenos ao projeto e por ser 

amplamente utilizada e entendida no mercado em discussões envolvendo o regulador e os 

formuladores de políticas, que são o público-alvo desta pesquisa. Além disso, por estarmos 

interessados em dimensionar a diferença do retorno financeiro do projeto para diferentes 

hipóteses em relação a um caso base, e não em avaliar a viabilidade financeira do projeto ou 

decidir entre opções de investimento mutuamente excludentes, a TIR nos permitiu entender a 

magnitude do impacto dos riscos no desempenho financeiro do projeto sem a utilização de uma 

taxa de desconto cujo cálculo teria grande incerteza e inseriria fatores exógenos ao projeto na 

análise. 

A necessidade de um novo investimento para a substituição do inversor no meio da vida 

útil do projeto torna os FCs dos projetos de geração fotovoltaica distribuída não-convencionais, 

ou seja, com mais de uma inversão de sinal, fazendo com que o mesmo possa apresentar mais 

de uma TIR.  

Conscientes dessa situação, analisamos se existia mais de uma TIR com potencial de 

afetar a avaliação financeira das simulações. Nesse sentido, calculamos os VPLs do FC de cada 

simulação com taxas de desconto de 1% até 100%, intervalo que poderia conter mais de uma 

TIR com sentido financeiro. Verificamos, então, se o sinal do VPL se invertia mais de uma vez 
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para, caso acontecesse, detectarmos a existência de múltiplas TIRs, o que poderia comprometer 

a utilização do método. 

Consideramos que o reinvestimento intermediário do inversor não altera o nível de risco 

do FC por se tratar de uma substituição de equipamento de mesma tecnologia, o que permite 

que o FC negativo relacionado ao período da reposição no meio da vida útil do projeto não 

precise receber nenhum tratamento específico (taxa de desconto diferenciada) antes do cálculo 

da TIR do projeto. 

Não nos preocupamos com a premissa de reinvestimento dos FCs intermediários 

presentes no método da TIR, pois o projeto apresentado na seção 3.3 é típico. Dessa forma, é 

razoável assumirmos que existirão oportunidades de reinvestimento dos FCs intermediários em 

projetos com TIRs similares às calculadas nas simulações.  

Calculamos, complementarmente, o Período de Payback para a simulação de cada 

hipótese e para o caso base utilizando a versão simplificada do método (não descontada). 

 

3.3 PROJEÇÃO DO FLUXO DE CAIXA DO PROJETO 

 

O modelo de FC utilizado na base mensal para a realização das simulações de avaliação 

financeira está apresentado na figura 13.   

 

Figura 15: Modelo de FC utilizado 

 
Fonte: Elaborado pelo autor 
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A energia gerada (linha 3) e o preço da energia do consumo evitado (linha 6) foram 

subdivididos em autoconsumo e injeção na rede, pois os preços da energia autoconsumida e 

injetada na rede são diferentes nas hipóteses do risco tributário. 

Na linha 10 calculamos a representatividade decrescente da energia sob o regime de 

cotas no portfolio das distribuidoras e, consequentemente, na tarifa de energia em virtude da 

premissa adotada de aumento do consumo de energia de 2,3% ao ano. Na linha 11 apresentamos 

o aumento percentual do preço da energia sob o regime de cotas para cada hipótese. Utilizando 

essas informações, calculamos o aumento percentual de tarifa para cada hipótese de reajuste 

tarifário (linha 9) e aplicamos esse aumento percentual nas linhas 7 e 8. 

Nas linhas 12, 13 e 14 calculamos as entradas de caixa relacionadas às receitas das 

emissões de GEEs evitadas para as hipóteses do risco Atributo Ambiental. 

Nas linhas 16 a 24 são apresentadas as saídas de caixa do projeto. Utilizamos as linhas 

19 a 23 para calcular o custo com disponibilidade energética na linha 18. Consideramos que 

esse custo é nulo nas simulações das hipóteses do risco Tarifa Binômia, pois a implementação 

de uma tarifa fixa faz a cobrança de disponibilidade energética perder o sentido, pois tarifa fixa 

já seria um valor mínimo a ser pago em casos consumo baixo ou inexistente. 

Utilizando o modelo de FC apresentado na figura 13, definimos os valores utilizados 

para o cálculo das entradas e saídas de caixa do projeto com base nas informações apresentadas 

na seção 2.2.  

Consideramos como tarifa inicial a do último reajuste tarifário da distribuidora Light do 

Rio de Janeiro (ANEEL, 2018). Não consideramos aumento real da tarifa de energia ao longo 

da vida útil do projeto e nem as bandeiras tarifárias, retirando da análise previsões de grande 

incerteza que afetariam todas as simulações de forma similar. Definimos a alíquota de ICMS 

com base nas faixas de consumo apresentadas na tabela 5. Como a alíquota de PIS e COFINS 

varia a cada mês, utilizamos a média das alíquotas de 12 meses da distribuidora Light (julho de 

2017 até junho de 2018), cujo valor é de 5,45%. 

 

Tabela 5: Alíquota de ICMS por faixa de consumo 

 
Fonte: Revisão tarifária Light 2018 (ANEEL, 2018) 
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Decidimos avaliar o impacto dos riscos através de um projeto típico de 6 kWp, que 

corresponde ao ponto médio da faixa de potência mais vendida no Brasil (GREENER, 2018). 

Um sistema de 6 kWh atende, portanto, ao nível de consumo das residências que têm o maior 

potencial de aquisição de sistemas fotovoltaicos e que constituem, portanto, um alvo 

interessante para as decisões do regulador e dos formuladores de políticas. 

O valor do investimento inicial (kit fotovoltaico e integração) foi calculado com base 

em pesquisa de mercado (GREENER, 2018). Utilizamos a média dos preços em R$/Wp dos 

sistemas com 4 kWp e 8 kWp publicados na pesquisa para descobrir o preço de 5,52 R$/kWp 

de um sistema fotovoltaico com 6 kWp. A interpolação linear resultaria no mesmo valor, tendo 

em vista que 6 é o ponto médio entre 4 e 8. Calculamos o investimento inicial de R$ 32.120, 

multiplicando o valor encontrado de 5,52 R$/Wp pela potência do sistema fotovoltaico do 

projeto típico de 6.000 Wp (= 6 kWp). 

 Adotamos o valor de 21% do investimento inicial para definir o custo de reposição do 

inversor de R$ 6.955,20 (Instituto IDEAL & AHK-RJ, 2018) e utilizamos a previsão de 12,5 

anos para a substituição desse equipamento (Drury et al., 2013; Castro, 2015). 

Consideramos uma vida útil de 25 anos para o projeto (Amaral et al., 2016; Castro, 

2015) e o autoconsumo da residência de 45% da energia gerada pelo sistema (Simone & Salles, 

2017; Castro, 2015). 

 Para simplificar os cálculos da disponibilidade energética, conceito explicado adiante, 

poderíamos considerar o consumo igual em todos os meses, sendo menos precisos. Porém, 

fizemos uma estimativa de percentual de consumo de energia elétrica de cada mês em relação 

ao consumo anual de consumidores com potencial de instalação de sistemas fotovoltaicos. Para 

isso, utilizamos valores mensais de consumo de energia elétrica de nove residências localizadas 

no estado do Rio de Janeiro. Esses consumidores procuraram a empresa de geração fotovoltaica 

distribuída Vatio com o intuito de instalar sistemas fotovoltaicos e a empresa disponibilizou 

essas informações para colaborar com essa pesquisa. O consumo mensal das residências está 

apresentado na tabela 6. 
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Tabela 6: Consumo mensal de energia elétrica para estimação de perfil de consumo 

 
Fonte: Elaborado pelo autor 

 

Utilizando os valores acima construímos o perfil de consumo mensal de energia 

elétrica apresentado na figura 14. 

 

Figura 16: Perfil de consumo mensal de energia elétrica (% da energia consumida no ano) 

 
Fonte: Elaborado pelo autor 

Disponibilidade energética 

A disponibilidade energética para uma residência trifásica é de 100 kWh/mês (ANEEL, 

2018a). Isso significa que a distribuidora cobrará o valor mínimo mensal de 100 kWh, mesmo 

que esses 100 kWh de energia não tenham sido consumidos da rede de distribuição nesse 

período. Dessa forma, se um sistema fotovoltaico for dimensionado com base no consumo total 

anual da residência, o custo com disponibilidade será muito alto.  

No Manual de Engenharia para Sistemas Fotovoltaicos (Pinho & Galdino, 2014) 

recomenda-se que o sistema fotovoltaico não seja projetado para suprir completamente o 

consumo anual de uma residência, mas somente a diferença entre consumo da residência e a 

disponibilidade energética, que é de 1.200 kWh por ano no caso dos sistemas trifásicos (12 

meses x 100 kWh/mês).  

Irradiação solar 
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Para o cálculo da irradiação solar diária média mensal utilizamos a versão 3.0 do 

programa SunData do Centro de Referência para as Energias Solar e Eólica Sérgio de S. Brito 

(CRESESB). Utilizamos como referência para a determinação da irradiação solar diária média 

mensal uma localização central na Barra da Tijuca, bairro do Rio de Janeiro com grande 

potencial para a utilização de sistemas fotovoltaicos por causa da quantidade de casas com 

grandes telhados e do perfil de renda das famílias. As coordenadas geográficas dessa 

localização de referência foram encontradas através do Google Maps e inseridas no programa 

SunData 3.0, conforme apresentado na imagem da figura 15. 

 

Figura 17: Coordenadas geográficas da localização de referência 

 
Fonte: Google Maps (2018) 

 

Através do programa SunData 3.0 localizamos as três estações com dados de irradiação 

solar mais próximas à localização de referência. Os dados de irradiação solar no plano 

horizontal mensal dessas estações estão apresentados na figura 16. Verificamos se existia algum 

problema específico com os dados da estação mais próxima comparando-os com os dados da 

segunda e da terceira estações mais próximas. 

 

Figura 18: Dados de Irradiação Solar das três estações mais próximas da localização de referência 

 
Fonte: CRESESB (2018) 
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O programa também oferece dados de irradiação solar em planos inclinados orientados 

para o norte com o ângulo igual à latitude do lugar (23º Norte), com o ângulo que maximiza a 

média anual de irradiação (20º Norte) e com o ângulo que proporciona o maior mínimo mensal 

(33º Norte). A tabela 7 apresenta esses dados para a estação mais próxima que se localiza a 

apenas 1,8 Km da localização de referência. Os valores de irradiação solar diária média mensal 

apresentados estão aderentes aos dados de irradiação solar global diária média anual entre 4 e 

5,5 kWh/m² do Atlas Rio Solar: atlas solarimétrico do Estado do Rio de Janeiro (Engenharia 

Gestão e Pesquisa em Energia [EGPE] & Instituto de Energia da Pontifícia Universidade 

Católica do Rio de Janeiro [PUC-Rio], 2016). 

 

Tabela 7: Dados de Irradiação Solar da estação mais próxima em diferentes planos 

 
Fonte: CRESESB (2018) 

 

Como no sistema de compensação a injeção líquida entre duas medições se transforma 

em créditos de energia que podem ser utilizados nos meses seguintes, utilizamos os dados de 

irradiação para a inclinação de 20º Norte, pois é a posição que maximiza a média mensal. 

 

 

 

Taxa de desempenho e degradação 

O desempenho de um sistema fotovoltaico é tipicamente medido pela Taxa de 

Desempenho (TD), que é definida como a relação entre o desempenho real do sistema e o 

desempenho máximo teórico possível. Essa relação leva em consideração a potência real do 

sistema sob condições de operação e todas as perdas envolvidas, como aquelas decorrentes de 

queda de tensão devido à resistência de conectores e cabeamento, sujeira na superfície do 

painel, sombreamento, eficiência do inversor, carregamento do inversor, descasamento 

(mismatch) entre módulos (diferenças entre suas potências máximas), resposta espectral, 

temperatura operacional, dentre outras. Além disso, a degradação do sistema diminui o seu 
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rendimento ao longo do tempo, o que resulta em uma geração de energia menor a cada ano de 

operação. 

No Manual de Engenharia para Sistemas Fotovoltaicos (Pinho & Galdino, 2014) 

recomenda-se a utilização de uma Taxa de Degradação de 0,5% ao ano e de uma Taxa de 

Desempenho (TD) entre 70 e 80% para sistemas residenciais conectados à rede, bem ventilados 

e não sombreados. Utilizamos o valor central da faixa recomendada para TD (75%) e uma 

degradação de 0,5% ao ano. 

Cálculo da energia gerada pelo sistema 

 O Manual de Engenharia para Sistemas Fotovoltaicos (Pinho & Galdino, 2014) 

apresenta, ainda, a fórmula (4) para o cálculo da potência de sistemas fotovoltaicos. 

 

P =
𝐄

𝐓𝐃

HSP
         (4) 

 

P – Potência dos painéis fotovoltaicos (Wp) 

E – Energia média diária a ser gerada pelo sistema (Wh/dia) 

HSP – Média diária anual das Horas de Sol Pleno incidente no plano do painel (h/dia) 

TD – Taxa de Desempenho (Adimensional) 

 

Ao invés de dimensionarmos o sistema para um determinado nível de consumo, como 

as empresas fazem para dimensionar sistemas para potenciais clientes, decidimos que a 

avaliação desse estudo seria efetuada por meio de um projeto com 6 kWp de potência, pois esse 

é o valor do ponto médio da faixa de potência mais vendida no Brasil (GREENER, 2018).  

Colocando na fórmula (4) os dados de irradiação de cada mês para a inclinação de 20º 

Norte apresentadas na tabela 7, a TD de 75% e a potência de 6 kWp, chegamos aos valores de 

geração de energia de cada mês do primeiro ano de operação do sistema fotovoltaico 

apresentados na figura 17. 
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Figura 19: Geração mensal do sistema de 6 kWp (kWh) 

 
Fonte: Elaborado pelo autor 

 

A soma desses valores resulta em 8.053,2 kWh de energia gerada no primeiro ano de 

operação. Adicionamos a esse valor 1.200 kWh devido à disponibilidade energética. Com isso, 

chegamos a um consumo anual da residência de referência de 9.253,2 kWh. Utilizando o perfil 

que construímos na figura 14, transformamos este consumo anual no consumo mensal 

apresentado na figura 18. 

 

Figura 20: Consumo mensal da residência de referência (kWh) 

 
Fonte: Elaborado pelo autor 

  

 Calculamos, então, o custo com disponibilidade energética. Do consumo mensal 

subtraímos a energia gerada mensalmente pelo sistema fotovoltaico. Sempre que esse valor foi 

negativo o consideramos como crédito para o abatimento do consumo líquido da distribuidora 

no mês seguinte. Quando esse consumo líquido foi inferior a 100 kWh (disponibilidade 

energética de sistemas trifásicos), calculamos a disponibilidade energética do mês 

multiplicando a diferença entre 100 kWh e o consumo líquido pela tarifa da distribuidora. A 

tabela 8 ilustra esse procedimento para os primeiros doze meses de operação. 

 

Tabela 8: Cálculo da disponibilidade energética do primeiro ano de operação (kWh) 
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Fonte: Elaborado pelo autor 

 

 Utilizando uma taxa de degradação de 0,5% ao ano, calculamos a geração de energia 

em todos anos subsequentes até o final da vida útil do projeto e realizamos o mesmo 

procedimento explicado acima para calcular o custo de disponibilidade energética em cada ano. 

Por último, consideramos o custo de O&M de 5% do investimento inicial por ano (Bradshaw, 

2017).  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

4 RESULTADOS 

 

Após analisarmos os FCs de todas as simulações verificamos que, apesar de todos eles 

serem não-convencionais, por causa do reinvestimento na reposição do inversor, nenhum deles 
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resultou em múltiplas TIRs com sentido financeiro (dentro do intervalo verificado de taxas de 

desconto de 1% até 100%), o que poderia comprometer a utilização do método. 

Na tabela 9 apresentamos um resumo dos resultados das simulações de avaliação 

financeira das hipóteses dos riscos e da avaliação financeira do caso base. A variável que se 

altera em cada hipótese é mostrada na terceira coluna. A TIR real do projeto do caso base é 

apresentada na primeira linha da quarta coluna, seguida das TIRs reais das simulações das 

hipóteses. A diferença entre a TIR real da simulação de cada hipótese e a TIR real do caso base, 

que definimos como uma proxy do impacto, está apresentada na última coluna. 

 

Tabela 9: Resumo dos resultados das simulações 

Fonte: Elaborado pelo autor 

 

O valor da TIR real do projeto da simulação do caso base de 16,1% foi acima do 

esperado e seria ainda maior se tivéssemos considerado as bandeiras tarifárias e um aumento 

real do preço da energia elétrica ao longo da vida útil do projeto. 

A TIR real dos projetos nas simulações das hipóteses variou de 9,1% na pior simulação 

até 26,3% na melhor simulação. Podemos observar que o impacto dos riscos na TIR variou de 

-6,0%, na hipótese mais negativa para o desempenho financeiro do projeto (Hipótese 3 – Tarifa 

Binômia: Tarifa Fixa de 30 %), até +8,9%, na hipótese mais positiva (Hipótese 9 – Reajuste 

Tarifário: Preço 13º LEE). Os resultados mostram que a magnitude dos impactos é bastante 

significativa para o desempenho financeiro do projeto, o que está de acordo com a nossa 

expectativa inicial.  
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 Os riscos Reajustes Tarifários e Atributo Ambiental impactaram positivamente o 

desempenho financeiro do projeto. O risco Reajuste Tarifário foi positivo por estar relacionado 

a um aumento da tarifa de energia e o risco Atributo Ambiental por causa da receita adicional 

relacionada à redução de emissões de GEEs. Os riscos Tarifa Binômia, Tributário e Tarifa 

Granular impactaram negativamente o resultado financeiro do projeto por diminuírem o valor 

do kWh do consumo evitado pela geração de energia do sistema fotovoltaico. 

 A variação da TIR do caso base para as hipóteses do risco Tarifa Binômia foi não-linear, 

não permitindo que os resultados sejam extrapolados para valores de tarifa fixa diferentes dos 

utilizados nesta pesquisa. 

Separamos os resultados das simulações das hipóteses em três níveis de impacto na TIR 

(módulo) para separarmos as hipóteses com diferentes potenciais de impacto: 1) Baixo: 0 a 2%; 

2) Médio: 2% a 4%, e C) Alto: maior que 4%. A tabela 10 apresenta essa classificação com 

todas as hipóteses dos riscos em ordem decrescente de nível de impacto. 

 

Tabela 10: Nível do impacto 

Fonte: Elaborado pelo autor 

 

Os riscos Reajustes Tarifários, Tributários e Tarifa Binômia apresentaram hipóteses 

com alto nível de impacto. Entretanto, a concretização de cenários próximos às suas hipóteses 

mais extremas tem menor probabilidade de concretização na nossa avaliação.  

Os riscos Tributários e Tarifa Binômia apresentaram, adicionalmente, hipóteses mais 

moderadas com níveis de impacto médio e baixo na escala, com maior probabilidade de 

concretização.  
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O risco Reajustes Tarifários não apresentou hipóteses com baixo nível de impacto. Sua 

hipótese mais moderada teve o maior impacto dentre as hipóteses de médio impacto. Isso era 

esperado em virtude de o preço da energia sob o regime de cotas ser muito inferior a qualquer 

preço de mercado, o que fez com que hipóteses que precificam essa energia com referências de 

preço de mercado tivessem um impacto muito alto no aumento da tarifa e, consequentemente, 

na TIR dos projetos de geração fotovoltaica distribuída.  

Fizemos, ainda, o diagrama de amplitude de impacto na TIR apresentado na figura 19. 

Nele podemos observar a amplitude de variação da TIR da hipótese com a menor TIR até a 

hipótese com a maior TIR de cada risco, bem como a linha de referência da TIR do caso base. 

 

Figura 21: Diagrama de amplitude de impacto na TIR 

 
Fonte: Elaborado pelo autor 

 A grande amplitude do risco Tarifa Binômia justifica-se por termos utilizado uma 

hipótese com tarifa fixa de 10%, próxima a realidade da simulação do caso base (tarifa 

volumétrica), como ocorre no mercado atualmente, e uma hipótese com 30% de tarifa fixa, que 

é um valor próximo aos casos mais extremos de percentual de tarifa fixa de acordo com os 

países presentes no estudo de benchmark utilizado. 



60 
 

A hipótese mais desvantajosa para o projeto das simulações de implementação da Tarifa 

Binômia, com 30% de tarifa fixa, causou um alto impacto na TIR. Entretanto, manteve o 

patamar da TIR real relativamente alto (9,1%), ainda que tenha diminuído muito a atratividade 

quando comparamos com a situação atual do mercado representada pela simulação do caso base 

(16,1%). Já a hipótese menos desvantajosa, com apenas 10% de tarifa fixa, resultou em uma 

TIR real de 15,2%, reduzindo o resultado do caso base em apenas 0,9%.  

Os resultados mostram que as isenções tributárias sobre a energia injetada na rede e 

compensada são relevantes para a atratividade financeira do projeto. A grande amplitude do 

risco Tributário no diagrama deve-se ao fato da simulação com o fim da isenção de PIS e 

COFINS ter impacto reduzido quando comparado com o fim da isenção de ICMS. 

Na simulação com a hipótese mais prejudicial para o projeto, na qual retiramos todas as 

isenções (PIS, COFINS e ICMS), a TIR real do projeto diminuiu em 5,4% (Alto Impacto), mas 

manteve-se em 9,8%, o que consideramos um valor ainda relativamente alto, mas mesmo que 

não inviabilize projetos desse tipo, impactaria significativamente a atratividade deles. O ICMS 

é responsável pela maior parte desse impacto (4,8%). O PIS e o COFINS diminuíram a TIR em 

apenas 1,1%. Além disso, observamos que a não aplicação da isenção de ICMS sobre a TUSD, 

praticada por algumas distribuidoras, impactou mais a TIR do projeto do que a retirada da 

isenção de PIS e COFINS.  

O risco Reajustes Tarifários teve uma grande amplitude em virtude de termos utilizado 

em uma das hipóteses um caso extremo no qual a energia sob o regime de cotas é substituída 

por energia com preço equivalente ao do maior preço médio histórico dos LEEs. Como a 

quantidade de energia proveniente de usinas sob o regime de cotas é significativa em relação 

ao total contratado pelas distribuidoras, e o preço é muito inferior às referências de mercado, 

qualquer simulação com hipóteses que buscassem aproximar o preço da energia sob o regime 

de cotas ao preço de mercado teriam alto impacto positivo na rentabilidade do projeto. 

 O risco Tarifa Granular aparece como um ponto do diagrama em virtude de termos 

simulado somente uma hipótese para ele. A única simulação que fizemos para o risco Tarifa 

Granular foi utilizando o preço “Fora de Ponta” da tarifa branca da distribuidora Light do Rio 

de Janeiro. O impacto negativo na TIR foi de 3,2% (Médio), mostrando que a inserção de uma 

tarifa granular pode ter consequências significativas para a rentabilidade dos projetos. 

A pequena amplitude do risco Atributo Ambiental mostra que a utilização dos preços 

do Kg de CO2-eq médio ou máximo dos mercados atuais de carbono resultam numa diferença 

de apenas 1,1% na TIR real do projeto. O resultado das simulações mostrou que, mesmo 

utilizando os pequenos preços de Kg de CO2-eq dos mercados atuais de carbono, a 
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internalização dessa externalidade positiva dos projetos fotovoltaicos pode ter uma contribuição 

significativa de até 2,4% de aumento na TIR (hipótese de preço máximo).  

Na tabela 11 apresentamos complementarmente o Payback Simples de todas as 

simulações realizadas.  

 

Tabela 11: Payback Simples 

 
Fonte: Elaborado pelo autor 

 

Na simulação do caso base o tempo para a recuperação do capital investido para a 

colocação do sistema fotovoltaico de 6 kWp, sem considerar o valor do dinheiro no tempo, foi 

de 6,25 anos. As hipóteses dos riscos fizeram esse tempo variar de no mínimo 4,08 anos até no 

máximo 9,25 anos, mostrando que a concretização desses riscos pode alterar a percepção de 

risco e liquidez dos potenciais clientes em relação aos projetos de geração fotovoltaica 

distribuída.  

Cabe ressaltar que nas simulações consideramos o preço da energia sem aumento real 

durante o horizonte do projeto e não incluímos as bandeiras tarifárias, duas simplificações que 

tornaram o desempenho financeiro da simulação do caso base pior do que a realidade. 

Entretanto, essa simplificação foi irrelevante para a análise do impacto dos riscos por trata-se 

de uma análise diferencial, na qual esses fatores influenciaram igualmente as hipóteses e o caso 

base. 
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5 CONCLUSÃO   

 

As pressões socioambientais e a tendência de descentralização do setor elétrico têm 

colaborado para a expansão da geração fotovoltaica distribuída no mundo. O Brasil apresenta 

excelentes recursos solares e uma tarifa de energia elétrica relativamente alta, com tendência 

de aumentar ainda mais nos próximos anos. Os custos da tecnologia fotovoltaica continuam 
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diminuindo e, com a escala proporcionada pelos leilões de geração fotovoltaica centralizada, 

tendem a diminuir ainda mais no Brasil, tornando essa fonte cada vez mais competitiva. 

A TIR real do projeto na avaliação financeira do caso base foi relativamente alta, 

mostrando que a geração fotovoltaica distribuída operando no sistema de compensação não 

somente atingiu a paridade tarifária, mas também já se encontra significativamente atrativa em 

termos financeiros nas condições atuais de mercado, mesmo sem considerar bandeiras tarifárias 

e aumento real no preço da energia ao longo da vida útil do projeto. 

Apesar de o sistema de compensação ter introduzido a geração fotovoltaica distribuída 

no Brasil, ele criou algumas distorções ao vincular a remuneração dos investidores em projetos 

de geração fotovoltaica distribuída às variações no preço da energia elétrica, em lugar de 

vincula-la à eficiência dos projetos ou à colaboração dessa fonte de energia para o setor elétrico 

e para a sociedade.  

Não é razoável que os consumidores-produtores contribuam menos com a operação e a 

manutenção da rede de distribuição que fica mais complexa com o crescimento da geração 

distribuída, como acontecesse no modelo atual sem tarifa binômia, ou que o aumento do preço 

da energia sob o regime de cotas, uma decisão regulatória que não tem relação com a eficiência 

do projeto, aumente o lucro do investidor. Remunerar a energia gerada em momentos de alta e 

baixa demanda com o mesmo preço e não recompensar o atributo ambiental da fonte 

fotovoltaica também criam incentivos danosos à sociedade. 

Caso o sistema de compensação seja mantido, as distorções que ele causa poderiam ser 

suavizadas. A implementação de uma tarifa binômia seria importante para corrigir o subsídio 

cruzado relacionado à redução da contribuição dos consumidores-produtores para a operação e 

manutenção da rede de distribuição à custa do aumento da contribuição dos outros 

consumidores com menor renda. Os resultados mostraram que a tarifa binômia manteria a TIR 

real do projeto em um patamar relativamente alto, conciliando a atratividade da fonte com 

justiça social.  

A implementação de uma tarifa granular seria outro passo importante na direção de 

corrigir distorções na remuneração dos projetos, pois, diferentemente das outras fontes, os 

painéis fotovoltaicos só produzem energia durante o dia. Fizemos apenas uma hipótese 

simplificada considerando a tarifa branca fora de ponta que resultou num impacto limitado no 

desempenho financeiro do projeto, mas seria de grande valor a elaboração de uma pesquisa 

específica sobre a precificação da energia de acordo com o nível de demanda ao longo do dia e 

a avaliação do seu impacto no desempenho financeiro dos projetos. 
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Uma tarifa binômia e granular afetaria negativamente o desempenho financeiro dos 

projetos em prol da adoção de incentivos corretos. Entretanto, o atributo ambiental da fonte 

fotovoltaica distribuída tem beneficiado toda a sociedade sem que os investidores recebam 

remuneração adicional por isso. Pesquisas sobre a valoração do atributo ambiental da fonte 

fotovoltaica distribuída poderiam facilitar a implementação de mecanismos que recompensem 

os investidores pela prestação desse serviço ambiental para a sociedade. Além disso, existem 

outros benefícios da geração fotovoltaica distribuída para a sociedade que precisam ser 

estudados, como a postergação dos investimentos em linhas de transmissão e a diminuição das 

perdas. 

O reajuste de 45,52% no preço da energia sob o regime de cotas, aprovado em julho de 

2018 pela ANEEL, terá um impacto significativo no reajuste tarifário das distribuidoras em 

2019. Como o preço da energia sob o regime de cotas é baixo e a quantidade de energia sob 

esse regime representa uma parte significativa no portfolio das distribuidoras, qualquer reajuste 

no seu preço terá um impacto muito significativo no desempenho financeiro dos projetos de 

geração fotovoltaica distribuída. Similarmente, como o valor da energia proveniente de Itaipu 

está fixado em dólares no Tratado de Itaipu, a tarifa das distribuidoras, em reais, aumenta 

sempre que ocorre uma depreciação cambial do real frente ao dólar. Por fim, o reajuste do preço, 

em dólares, da energia de Itaipu está previsto para 2023 no tratado e terá impacto na tarifa.  

  Se por um lado a tarifa binômia e granular pode suavizar uma parte dos incentivos 

distorcidos na remuneração dos investidores em geração fotovoltaica distribuída, por outro lado 

os grandes reajustes tarifários em relação à energia proveniente de hidrelétricas sob o regime 

de cotas e de Itaipu Binacional parecem ser distorções inerentes ao sistema de compensação 

que não podem ser corrigidas sem a transição para outro sistema de recompensas para os 

projetos. 

As isenções tributárias são bastante relevantes para o desempenho financeiro dos 

projetos, mas mesmo com a retirada de todas elas (PIS, COFINS e ICMS da TUSD e da TE) a 

TIR real do projeto seria de 9,8%, o que consideramos um patamar ainda relativamente alto. 

É importante que os formuladores de política tributária uniformizem o entendimento em 

relação à parte da tarifa sobre a qual se aplica a isenção de ICMS. Apesar de nossa interpretação 

do Convênio 16 (CONFAZ, 2015) ser de que a isenção incide sobre a tarifa total (TE e TUSD), 

existem distribuidoras que estão aplicando a isenção somente sobre a parte da TE. Essa situação 

cria insegurança jurídica e distorções na avaliação da atratividade dos projetos de geração 

fotovoltaica distribuída. Apenas essa diferença de interpretação afeta a TIR em 2,8%, pois a 



65 
 

 
 

alíquota do ICMS é alta e a TUSD representa uma parte significativa do valor da tarifa por 

kWh. 

Por fim, mesmo tendo limitado o escopo desta pesquisa ao impacto dos riscos 

regulatórios e tributários em sistemas fotovoltaicos sem a utilização de baterias, entendemos 

que uma pesquisa sobre o impacto dos riscos relacionados às novas tecnologias no desempenho 

financeiro desse tipo de projeto seria de grande valor para a obtenção de um entendimento mais 

amplo das incertezas existentes para os investidores. Destacamos o armazenamento de energia, 

as redes inteligentes e a eficiência energética como tecnologias que podem ter um impacto 

significativo no mercado de geração fotovoltaica distribuída nos próximos anos. 
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Apêndice B - Fluxo de caixa da hipótese 1 (Tarifa fixa de 10%) 
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Apêndice C - Fluxo de caixa da hipótese 2 (Tarifa fixa de 20%) 
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Apêndice D - Fluxo de caixa da hipótese 3 (Tarifa fixa de 30%) 
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Apêndice E - Fluxo de caixa da hipótese 4 (Isenção de PIS/COFINS e ICMS na TE) 
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Apêndice F - Fluxo de caixa da hipótese 5 (Isenção de PIS/COFINS) 
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Apêndice G - Fluxo de caixa da hipótese 6 (Isenção de ICMS na TE e na TUSD) 
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Apêndice H - Fluxo de caixa da hipótese 7 (Isenção de PIS/COFINS e ICMS na TE e na TUSD) 
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Apêndice I - Fluxo de caixa da hipótese 8 (Preço do 18º LEE) 
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Apêndice J - Fluxo de caixa da hipótese 9 (Preço do 13º LEE) 
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Apêndice K - Fluxo de caixa hipótese 10 (Preço da Tarifa Branca Fora de Ponta) 
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Apêndice L - Fluxo de caixa hipótese 11 (Preço médio dos mercados de carbono) 
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Apêndice M - Fluxo de caixa hipótese 12 (Maior preço dos mercados de carbono) 

 

 

 

 


