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Resumo

Essa dissertacao tem como objetivo avaliar a atratividade da implementacao das redes
inteligentes sob a Otica da concessionaria de distribuicdo de energia elétrica no Brasil.
Para tanto, sera realizada uma analise custo-beneficio de um projeto dessa natureza. Essa
andlise ocorrera para o caso da Companhia Energética de Brasilia (CEB) e considerara
que os ativos instalados nao terao reconhecimento tarifario por parte do Regulador. Os
custos e beneficios foram calculados utilizando referéncias de outros trabalhos realizados
para o Brasil e para outros paises. Os resultados mostraram que a implementacao desses
ativos gera impactos expressivos especialmente para a reducgdo do furto de energia elétrica
e dos custos operacionais associados as atividades de leitura. Entretanto, esses beneficios
nao sao o suficientes para justificar os custos associados, de forma que o projeto nao é

economicamente atrativo.

Palavras-chaves: Redes Inteligentes. Medicao Inteligente. Distribuicdo de Energia Elé-
trica. CEB.






Abstract

The main purpose of our study is to evaluate the attractiveness of smart grid technologies
in Brazil. The evaluation was made from the perspective of the electric power distribution’s
owner and considering the case of Companhia Energética de Brasilia (CEB). The main
hypothesis of our study is that smart grid assets are not included at CEB’s regulatory asset
base. We developed a cost-benefit analysis to measure the attractiveness of this project.
The costs and benefits considered in our analysis were identified using references from
Brazil and other countries’ evaluation. Our results show that the main benefits of smart
grid assets are related to energy theft and meter reading costs. However, these benefits

are not enough to justify the costs. Thus, the project is not economically viable.

Key-words: Smart Grid. Smart Metering. Electric power distribution. CEB.
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1 Introducao

A definicao da tarifa de energia elétrica das concessoes brasileiras é uma tarefa
complexa e envolve analise de diversos componentes. Dentre esses componentes, estd a
avaliagdo dos investimentos realizados pelas concessionarias, sobre os quais a remuneracao

e amortizagdo serao pagas pelo consumidor.

De forma geral, os investimentos realizados pelas distribuidoras de energia elétrica
podem ser classificados em expansao, melhoria ou renovacao. O primeiro esté associado ao
aumento da demanda dos consumidores e no nimero de clientes. O segundo tipo se refere
a melhoria da qualidade do sistema existente e o ultimo diz respeito aos investimentos
necessarios para substituir os ativos danificados ou que tenham chegado ao fim da vida
util.

O Contrato de Concessao das distribuidoras estabelece que elas tém ampla liberdade
na direcao dos negdcios e dos investimentos que devem ser realizados na concessao.
Entretanto, esses devem observar a legislacao especifica e as normas regulamentares da

ANEEL. Além disso, devem ser realizados ao menor custo global para o sistema elétrico.

Atualmente, o setor elétrico brasileiro é caracterizado pelo crescimento da demanda,
pelo alto nivel de perdas de energia, pelo envelhecimento dos sistemas atuais e pela insercao
de novas fontes de geracao de energia (Silva (2016)). Entretanto, a rede elétrica atual é
caracterizada pela existéncia de fluxo de energia unidirecional da alta para a baixa tensao,
pela producgao remota e centralizada, pela automacao limitada da rede e pelo fato de
ser passiva na entrega de energia elétrica aos consumidores domésticos (GESEL (2016)).
Assim, as particularidades do setor demandam alteracoes na rede elétrica atual, de forma
a viabilizar itens novos, a exemplo da geragao distribuida. Nesse sentido, as redes elétricas
inteligentes surgem como forma de alinhar o sistema atual ao conjunto de caracteristicas

do setor.

CGEE (2012) define a rede elétrica inteligente como "a rede elétrica que utiliza
tecnologia digital avangada para monitorar e gerenciar o transporte de eletricidade em tempo
real com fluxo de energia e de informacoes bidirecionais entre o sistema de fornecimento de
energia e o cliente final". Essas funcionalidades fazem com que o conceito de rede elétrica
inteligente represente uma mudanca de paradigma no setor, dado que permitiria que o
sistema elétrico fosse mais interativo para todos os agentes envolvidos (Rivera, Esposito e
Teixeira (2013)).

Nos tltimos anos, a discussao da modernizacao do setor elétrico brasileiro, da
qual as redes inteligentes fazem parte, ocorreram em diferentes 6rgaos e institui¢coes do

governo: no Legislativo, por meio de trés projetos de lei que tratam da implementacao
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dessas tecnologias, no Ministério de Minas e Energia (MME) e na ANEEL, por meio de

consultas publicas realizadas.

No Legislativo Brasileiro, esse tema foi apresentado por meio dos Projetos de Lei
n°® 3.337/2012, n°® 2.932/2015 e n°® 356/2017, que dispdem sobre a implementacao de
medidores eletronicos e de redes elétricas inteligentes nas concessoes brasileiras. Dentre
esses, destaca-se o PL n® 2.932/2015, que dispoe sobre o Plano Nacional de Redes Elétricas
Inteligentes (PNREI) e aponta como instrumentos do PNREIL: a definigdo de metas para
substituicao dos medidores eletromecanicos de energia elétrica por medidores eletronicos
inteligentes e os incentivos regulatorios, financeiros, crediticios e fiscais associados a essa
substituigao (Brasil (2015)).

Em 2017, o MME;, na ocasiao da Consulta Ptblica n® 33/2017 apresentou propostas
de mudancas significativas no chamado “modelo do setor elétrico'e que tinham como
objetivo viabilizar o futuro do setor elétrico com sustentabilidade no longo prazo. Uma das
medidas apresentadas pelo MME nessa ocasiao se refere as agoes que devem ser tomadas
pelo governo para aprimoramento da infraestrutura de medig¢ao e implantagdo de redes

inteligentes nas concessoes brasileiras.

Posteriormente, em abril de 2019, por meio da Portaria n® 187/2019 e considerando
as contribuigdes recebidas dos agentes na CP n° 33/2017, o MME instituiu um Grupo
de Trabalho com o objetivo de desenvolver propostas de modernizacao do setor elétrico.
O Grupo de Trabalho é formado por membros do MME, da ANEEL, da Camara de
Comercializagdo de Energia Elétrica (CCEE) da Empresa de Pesquisa Energética (EPE) e
do Operador Nacional do Sistema Elétrico (ONS). Dentre os temas que devem ser tratados
pelo Grupo, destacam-se a insercao de novas tecnologias e a sustentabilidade dos servigos

de distribuicdo de energia elétrica.

Na ANEEL, as discussoes da implementacdo das novas tecnologias ocorreram
em fevereiro de 2019 na ocasido da Consulta Puiblica n° 03/2019, cujo objetivo era
obter subsidios para a Avaliacdo de Resultado Regulatério da regulagao por incentivos
do segmento de distribuicao de energia elétrica. Dentre os dezoito pontos de discussao
levantados pela Agéncia, ao menos trés buscavam avaliar se a atuagao regulatéria da
Agéncia estd fornecendo os incentivos adequados ao desenvolvimento e emprego de novas
tecnologias no segmento da distribui¢ao. Nas consideragoes da ANEEL no ambito dessa
CP, o Regulador indicou que a adog¢ao de novas tecnologias no segmento de distribuicao
nao deve ser entendida como uma finalidade em si, mas como uma alternativa para se
atingir os objetivos regulatérios' (ANEEL (2019b)).

Nessa mesma CP, a ANEEL especificou ainda que os desafios do Regulador sao

1 Sdo eles: universalizacio do acesso & energia; qualidade técnica da energia (continuidade do servigo e

conformidade da tensdo); qualidade do atendimento comercial; reducao de perdas; eficiéncia de custos;
eficiéncia energética; e sustentabilidade econémico-financeira
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de assegurar que o ambiente regulatorio nao seja uma barreira & implementacao dessas
tecnologias bem como garantir que a insercao desses aparatos nao ocorram a qualquer custo.
Especifica ainda a necessidade de que "os custos e beneficios associados a essas tecnologias
sejam compartilhados de forma equilibrada entre as distribuidoras, consumidores e demais
partes envolvidas" (ANEEL (2019b)).

As contribuigoes enviadas pelas distribuidoras para a ANEEL na CP n° 03/2019
indicaram o entendimento de que o modelo regulatério atual nao é suficiente para incentivar
a adogao de novas tecnologias (ABRADEE (2019)). Alguns grupos destacaram ainda a
necessidade de que os investimentos em novas tecnologias tenham um regime especial

reconhecimento e recuperacgao, assegurando que nao serao julgados imprudentes pelo
Regulador (CEMIG (2019), CPFL (2019), EDP (2019)).

Esse trabalho se insere no contexto abordado acima de discussoes relativas a
implementacgao das redes elétricas inteligentes nas concessoes brasileiras, especialmente
na discussao entre a ANEEL e as concessionarias de distribuicao de energia elétrica no
que tange a atratividade da implementacao dessas tecnologias no Brasil. Nesse sentido,
o objetivo dessa dissertacao ¢é avaliar se, no contexto regulatério e de desenvolvimento
dessas tecnologias verificado atualmente, a implementacao das redes elétricas inteligentes

nas areas de concessao é economicamente atrativa do ponto de vista das distribuidoras.

Para tanto, realizaremos uma analise custo-beneficio da implementacao de redes
inteligentes na érea de concessao da Companhia Energética de Brasilia (CEB). A anélise se
dara com base nas recomendacoes disponibilizadas pela Comissao Europeia para avaliagao

economica da insercao dessa tecnologia nos paises da Unidao Europeia.

Os dados referentes aos equipamentos e seus precos de compra, aquisi¢ao, ma-
nutencao e operagao serao extraidos de trabalhos anteriores realizados para o Brasil.
Adicionalmente, o levantamento das premissas e dos beneficios associados ao projeto tam-
bém observarao as referéncias nacionais, além de estudos internacionais e as informacoes

disponibilizadas pela ANEEL nos processos revisionais da CEB.

Ao final, esperamos obter um resultado inicial da atratividade econoémica da
implementacao das redes inteligentes que possa ser utilizado e aperfeicoado nas discussoes

e nos trabalhos futuros sobre o tema.
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2 Revisao de Literatura

Diversas analises de custo beneficio relativas a implementacao de novas tecnologias
no segmento de distribuicao de energia elétrica foram realizadas nos ultimos dez anos. A
maioria delas se referem aos paises da Unido Europeia e decorrem da Diretiva de Eficiéncia
Energética n° 72/2009/EC que estabeleceu que os Estados-Membros deveriam assegurar a
implementacao de sistemas de medidores inteligentes e que essa implementacao poderia ser
submetida a uma avaliagdo de natureza econémica de seus custos e beneficios (Europeia

(2014)).

Em observancia a essa determinacao, vinte paises realizaram a andlise custo-
beneficio da implementacao de medicao inteligente em seu territério. Desses, em quatorze!
(70%) o resultado foi positivo, indicando que, naquela época, os beneficios do smart
metering superavam os custos associados (JRC (2014a), KEMA (2012b)).

No Brasil, ANEEL (2011a) avaliou a implementagao de medigao inteligente no Brasil
em diversos cenarios, os quais diferiam em relacao aos equipamentos e funcionalidades
implementadas. Nessa avaliacao, a ANEEL considerou os beneficios relativos a reducao da
demanda de energia na ponta, da queda no furto de energia (Perdas Nao-Técnicas), e da

melhoria da qualidade (queda no niimero de interrupgoes).

Como resultado, o melhor custo-beneficio estava associado ao cenario com imple-
mentagao apenas para os consumidores que optassem pela adocao da tarifacdo horaria,
isto é, com base nessa avaliacao, a ANEEL nao deveria indicar a substitui¢ao massiva em

todas as unidades consumidoras.

No mesmo ano, o MME elaborou relatério com andlise do estado da arte da
tecnologia de redes inteligentes no Brasil e no mundo, constatando os custos associados a
determinados ativos e identificando os principais beneficios da tecnologia. O documento
também apresentou os desafios da implementacao de um programa dessa natureza no
Brasil, os quais englobam tanto as limitacoes de logistica e custos de implementacao
em larga escala, quanto a seguranca dos dados da rede. Com base na analise realizada,
conclui que a implantacdo de um plano nacional requer interagao com diversos 6rgaos,
mapeamento da legislacao atual e analises de mudangas necesséarias para o avanco dessa

tecnologia e dos novos negdcios por ele gerados (MME (2011)).

Ainda a nivel nacional, Lamin (2013) realizou uma analise de impacto regulatoério da
implementacao de redes elétricas inteligentes em todo o pais. Utilizando as informagoes dos

projetos-piloto desenvolvidos no Brasil, o autor identificou os principais ativos utilizados

1 Sao eles: Irlanda, Reino Unido, Finlandia, Suécia, Dinamarca, Estonia, Holanda, Franca, Luxemburgo,

Austria, Grécia, Polonia, Roménia e Portugal
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nos projetos e seus custos de compra, instalacao e, quando fosse o caso, manutengao. Esses

custos foram agrupados em blocos e valorados em R$/unidade consumidora (UC).

Como o objetivo do trabalho era medir a viabilidade das redes elétricas para o
Brasil, o autor considerou tanto os custos inerentes as distribuidoras quanto aqueles que
poderiam estar associados ao setor publico, por exemplo. Da mesma forma, os beneficios
englobavam nao apenas aqueles que seriam percebidos pelas concessionarias, como também
os que poderiam ser externalizados para geradoras, transmissoras, consumidores e demais
agentes. O resultado do trabalho apontou para uma atratividade maior no cenério em
que ocorre a implementacao massiva da medicao inteligente nas unidades consumidoras.

Entretanto, em todos os cenarios os beneficios superavam os custos.

Por fim, complementando Lamin (2013) e utilizando as mesmas premissas de custo
e beneficios do autor, Silva (2016) analisou o impacto das redes elétricas inteligentes
nos indicadores de qualidade e em outros parametros especificos das concessionarias de
distribuicao. Os resultados apontaram que as principais varidveis determinantes para a
atratividade das redes inteligentes no Brasil sdo: o nivel de perdas nao técnicas, a tarifa

média, o tamanho do mercado atendido e a necessidade de melhoria da qualidade.

De forma geral, as anélises custo-beneficio realizadas tanto para o Brasil quanto
para os paises da Unido Europeia avaliam a atratividade econémica das redes e/ou da
medicao inteligente sob a perspectiva da sociedade como um todo, ou seja, levam em conta
os custos e beneficios atribuidos as concessionarias, consumidores, geradores, transmissoras,
comercializadores, governo e outros agentes. Apesar disso, alguns trabalhos apresentam o
detalhamento dos custos e dos beneficios por agentes, é o caso das referéncias de Portugal,

Franca, Holanda, Irlanda e do Brasil.

Para a Franca e Holanda, a andlise custo-beneficio englobava geradoras, distri-
buidoras e comercializadores e se mostrou atrativa. Entretanto, quando se tomou como
perspectiva apenas a concessiondria, a implementacao do sistema de medi¢ao inteligente
nao se mostrou economicamente viavel (KEMA (2012a)). Para a Irlanda, a instalacao
dos medidores inteligentes teve valor presente liquido positivo em oito dos doze cenarios
avaliados (66%). Dos oito, em seis (75%) o projeto permanecia atrativo do ponto de vista
da distribuidora (CER (2011)).

Finalmente, para o Brasil, a andlise de Lamin (2013) se mostrou positiva nos seis
cenarios avaliados. No melhor deles, o valor presente liquido dos beneficios para o pais
superavam R$ 86 bi enquanto o dos custos era de R$ 67,6 bi. Apesar do volume expressivo
de beneficios, apenas 69,81% deles seriam atribuidos a concessionéria (R$ 60 bi), enquanto
que praticamente a totalidade dos custos (99,85%, equivalente a R$ 67,5 bi) sdo incorridos
por elas. Dessa forma, nessa andlise preliminar, a implementacao das redes inteligentes
nao seria atrativa para o pais quando se analisa apenas a perspectiva da concessionaria

(saldo negativo em R$ 7 bi). Ou seja, de forma geral os resultados existentes na literatura
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mostram que a viabilidade econémica esta fortemente alicer¢ada nos beneficios externos

que o projeto atribui aos demais agentes, especialmente aos consumidores.

Dado o descompasso entre a viabilidade social e empresarial dessas tecnologias,
diferentes orgaos reguladores adotaram medidas especificas para incentivar a adocao
dessas tecnologias pelas concessionarias de distribuicao. De forma geral, os investimentos
associados as redes inteligentes possuem custos elevados em relacao aos ativos tradicionais.
Dessa forma, podem nao ser entendidos como investimentos prudentes pelo Regulador e,
consequentemente, nao sao considerados na definicao da tarifa da concessionaria. Ou seja,

a empresa deixa de ganhar os custos de capital associados ao investimento realizado.

Nesse sentido, para a Franca, por exemplo, a CRE estabeleceu que os medidores
inteligentes nao serao incorporados a base de remuneracao da distribuidora. Entretanto,
as redugoes nos custos da prestacao do servigo auferida pela empresa nao serao repassados
ao consumidor enquanto o investimento nao for pago (GESEL (2016)). Em Portugal, a
Entidade Reguladora dos Servigos Energéticos (ERSE) desenhou incentivo regulatério para
integracao de instalacoes nas redes inteligentes. Trata-se de uma remuneragao complementar
recebida pela concessionaria que depende fundamentalmente da quantidade de instalagoes

integradas anualmente pela empresa (ERSE (2019)).

Este trabalho difere dos demais porque, ao contrario deles, aqui a analise desde o
inicio se dard exclusivamente sob a ética da concessionaria de distribuicdo. Dessa forma,
assumiremos que os ativos associados ao projeto nao possuirao reconhecimento tarifario da
ANEEL. Nesse sentido, os custos de capital regulatorios que as concessionarias recebem
para os investimentos incorporados a sua base de remuneracao sao entendidos, nesse caso,
como custos do projeto. Por outro lado, os beneficios considerados serao apenas aqueles
auferidos pela concessionaria e que se mostram pertinentes para as particularidades do
mercado da CEB.
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3 A Companhia Energética de Brasilia

A CEB Distribuicao é a empresa de distribuigdo de energia elétrica responsavel por
prestar o servico & populacao do Distrito Federal. E controlada pela CEB Holding, cujo
acionista majoritério (93,20%) é o Governo do Distrito Federal. Sua drea de concessao é de
5.780 km? e estd dividida em 24 conjuntos elétricos. Em 2019, atendia 1.085.002 unidades
consumidoras, das quais 951.082 (87,66%) eram residenciais e 115.317 (10,6%) comerciais.
(ANEEL (1999), CEB (2020a), CEB (2020b), ANEEL (2020c¢)).

Em 2019, o mercado consumidor da baixa tensao foi de 3.930.904 MWh, o que
representa um decrescimento de -0,40% em relagao a 2018. Quando comparada as demais
concessionarias do pais, a CEB apresenta o 21° maior mercado consumidor. Ainda em
2019, o consumo médio anual por unidade consumidora (cliente) da classe residencial foi
de 2,29 MWh, o que representa uma redugao de -0,93% em relacao ao consumo de 2018
(2,31 MWh). O valor ainda é superior ao consumo anual médio Brasil, de 2 MWh/UC. J&
entre os clientes comerciais, o consumo médio anual por unidade consumidora foi de 14,51
MWh, o que representa uma reducao de -3,82% em relacao a 2018 (15,08 MWh), mas é
superior a média Brasil do mesmo ano (12,73 MWh) (ANEEL (2020c), ANEEL (2020a)).

No que tange a qualidade técnica do servico prestado, os resultados dos indicadores
globais de continuidade Duragdao Equivalente de Interrupcao por Unidade Consumidora
(DEC) e Frequéncia Equivalente de Interrupgao por Unidade Consumidora (FEC) mostra-
ram que, em média, os consumidores da CEB ficaram 9,16h sem fornecimento de energia
elétrica em 2019. No mesmo periodo, existiram, em média, mais de 7 interrupg¢des no
fornecimento na concessao. Os valores cresceram em relagao ao ano de 2018, quando o DEC
foi de 8,56h e o FEC foi de 6,04 interrupgoes. O crescimento fez com que em 2019, a CEB
voltasse a violar o limite regulatério do DEC, que era de 8,63h. A nivel nacional, o DEC
Brasil de 2019 foi de 12,77h e o FEC foi de 6,63 interrupgoes. Assim, quando comparado ao
pais, a qualidade do servigo na concessao da CEB medida pelo DEC é superior, entretanto,

nao esta compativel com os parametros esperados pela ANEEL (ANEEL (2020Db)).

Outro problema relevante em geral enfrentado pelas distribuidoras brasileiras sao
as perdas de energia, especificamente as perdas nao técnicas, que mensuram o volume
de energia furtada na concessao. Em 2019, o nivel de perdas nao técnicas da CEB foi de
12,97% do mercado de baixa tensao da empresa. No mesmo ano, o percentual regulatorio
de perdas nao técnicas foi de 7,05% e o percentual de perdas nao técnicas do pais foi de
15,35%. Dessa forma, o problema das perdas nao técnicas na CEB é menor do que a média
Brasil, mas é maior que o valor esperado pela ANEEL (ANEEL (2020a)).

A tabela 1 resume as principais informacoes apresentadas para a CEB Distribuicao
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e as compara com o0s valores para o Brasil.

CEB | Brasil
Consumo Médio Anual por UC Residencial 2019 (MWh) 2,29 2,00
Consumo Médio Anual por UC Comercial 2019 (MWh) 14,51 12,73
DEC Real 2019 (h/ano) 9,16 12,77
DEC Regulatério 2019 (h//ano) 8,63 12,51
FEC Real 2019 (interrupgoes,/ano) 7,51 6,63
FEC Regulatorio 2019 (interrupgoes/ano) 6,92 9,25
Perdas Nao Técnicas Real 2019 (% BT) 12,97% | 15,35%
Perdas Nao Técnicas Regulatorio 2019 (% BT) 7,05% | 16,93%

Tabela 1 — Caracterizacao da CEB

A caracterizagdo da CEB Distribui¢ao apresentada mostra que a implementacao
de redes inteligentes poderia trazer beneficios substanciais e desejaveis, principalmente no

que tange as perdas nao técnicas e a qualidade do servico.

Postas as consideragoes iniciais, destacamos que nesse trabalho a atratividade das
redes inteligentes sera avaliada considerando implementacao da tecnologia nos consumidores
residenciais e comerciais da concessionaria, tendo em vista que eles representam quase a
totalidade dos consumidores do grupo B da empresa (98,3%).
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4 Analise Custo-Beneficio

O objetivo principal dessa dissertagao é avaliar a atratividade da implementacao das
redes inteligentes sob a 6tica da concessionaria de distribuicao. Para tanto, sera realizada
uma analise custo-beneficio de um projeto dessa natureza. Essa analise estarda baseada nas

recomendagoes utilizadas pelos paises da Uniao Europeia, as quais estao apresentadas em
JRC (2012a).

JRC (2012a) é um Guia de Andlise de Custo-Beneficio da Unido Europeia (UE), que
foi elaborado pelo Joint Research Center para ser utilizado como referéncia das melhores
praticas para realizacao da analise custo-beneficio da implementacao de smart grids em
diferentes Estados Membros da UE. O documento estipula que a avaliagdo da atratividade
econdmica de um projeto dessa natureza se da em trés etapas principais. Sao elas: (i)
defini¢do das condigoes de contorno e dos parametros de implementacao; (ii) identificagao

dos custos e beneficios; e (iii) realizagdo de analise de sensibilidade.

Esse trabalho sera realizado em observancia as etapas destacadas na referéncia
citada. Em todos os passos, priorizamos as recomendacoes apresentadas no Guia, entretanto,
os trabalhos de ERSE (2012), Lamin (2013) e ANEEL (2011a) também serao utilizados.
Destacamos ainda que, para fins de didatica, neste capitulo serdo detalhados os objetivos
e os dados referentes aos tépicos (i) e (ii). A andalise de sensibilidade indicada em (iii) serd

realizada juntamente com a apresentacao dos resultados principais, em capitulo separado.

4.1 Definicao das Condicoes de Contorno e dos Parametros de

Implementacao

Os parametros a serem considerados na realizagdo de uma analise custo-beneficio
variam com base na natureza do projeto avaliado. Para esse caso, os principais itens
que devem ser definidos a priori sao: horizonte temporal, taxa de desconto, projecao do
crescimento de mercado e de unidades consumidoras, vida 1til dos ativos, redugao anual
dos custos, parametros macroecondémicos, percentual de medidores instalados e cronograma

de implementacao.

4.1.1 Horizonte temporal

E o perfodo em que os custos e beneficios serdo mensurados (JRC (2012a)). De
acordo com ERSE (2012), o horizonte temporal definido deve ser tal que a vida 1til de
todos os ativos seja coberta e que possiveis efeitos de curto prazo sejam minimizados na

avaliagao. Vitiello et al. (2015) ressaltam que um bom horizonte temporal deve levar em
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conta o tempo em que os beneficios perdurarao no futuro, o que ¢ incerto, de acordo com
os autores. JRC (2012a) destaca que uma boa referéncia para o horizonte temporal da

ACB é a vida 1til do principal ativo.

Nas analises realizadas em diferentes paises, o horizonte temporal variou entre 10 e

50 anos, conforme tabela 2.

Pais Horizonte Temporal Referéncia
Franca 17 anos KEMA (2012a)
Australia (Victoria) 20 anos KEMA (2012a)
Holanda 50 anos KEMA (2012a)
Irlanda 21 anos CER (2011)
Portugal 40 anos KEMA (2012b)
Austria 15 anos JRC (2014b)
Reptblica Tcheca 26 anos JRC (2014b)
Grécia 25 anos JRC (2014b)
Roménia 20 anos JRC (2014b)
Gra-Bretanha 18 anos JRC (2014b)
Italia (Roma) 19 anos Vitiello et al. (2015)
Italia (Isernia) 10 anos Flego et al. (2018)
Brasil 15 anos ANEEL (2011a)
Brasil 30 anos Lamin (2013)

Tabela 2 — Horizonte temporal das analises de outros paises

As andlises de ANEEL (2011a) e Lamin (2013) realizadas para o Brasil consideraram

um horizonte temporal de 15 e 30 anos, respectivamente.

Baseando-se nas consideragoes de Vitiello et al. (2015) sobre a necessidade de
que o horizonte temporal seja tal que todos os beneficios possam ser materializados, esse
trabalho adota um periodo de 30 anos para a analise, compatibilizando com a duracao dos

contratos de concessao, conforme art. 4°, § 3° da Lei n® 9.047/1995.

4.1.2 Taxa de desconto

E utilizada para tornar os valores dos beneficios e custos da ACB comparéveis no
tempo. JRC (2012b) destaca que a taxa de desconto tem impacto significativo em projetos
de smart grid, uma vez que esses sao caracterizados pela predominancia dos custos nos

anos iniciais e dos beneficios apenas no longo prazo.

Vitiello et al. (2015) destacam que duas taxas podem ser utilizadas como taxa de
desconto: (i) o Custo Médio Ponderado de Capital (WACC) do investidor privado; e (ii) a

taxa social de desconto.

1 Brasil (1995).
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Para essa analise, o investidor do projeto é o acionista da distribuidora de energia
elétrica, que tem sua taxa de desconto definida pela ANEEL. Essa regulamentacao esta
apresentada no Submédulo 2.4 dos Procedimentos de Regulagao Tarifaria (PRORET).
Na metodologia vigente, a ANEEL utiliza o WACC para definir a taxa de remuneracao
regulatéria adequada para o investidor, a qual deve remunera-lo por todos os riscos

associados ao negdcio de distribuigdo de energia elétrica no Brasil (ANEEL (2015b)).

Por outro lado, a taxa social de desconto é a menor taxa pela qual a sociedade
empresta dinheiro a longo prazo (JRC (2012b)). Dessa forma, ao utilizar essa taxa, obtém-se

o valor social do projeto (Vitiello et al. (2015)).

A tabela 3 apresenta as taxas de desconto utilizadas nas analises realizadas em

diferentes paises.

Pais Taxa de desconto Referéncia
Franca 7.5%2 e 5,25%° KEMA (2012a)
Holanda % KEMA (2012a)
Irlanda 4% CER (2011)
Portugal 10% KEMA (2012b)
Austria 4,2% JRC (2014b)
Republica Tcheca 6,1% JRC (2014b)
Grécia 8% JRC (2014b)
Roménia 7,5% JRC (2014b)
Gra-Bretanha 3,5% JRC (2014b)
Italia (Roma) 3%* e 2,5%° Vitiello et al. (2015)
[talia (Isernia) 4%° e 2,5%" Flego et al. (2018)
Brasil 10% ANEEL (2011a)
Brasil 7,5% Lamin (2013)

Tabela 3 — Taxa de desconto das analises de outros paises

Em ambos os trabalhos realizados para o Brasil, foram utilizadas como referéncia
a taxa regulatéria de remuneracao definida pela ANEEL e vigente a época da realizacao
da avaliagdo. Os 10% adotados por ANEEL (2011a) equivale ao WACC real depois de
impostos de 9,95% vigente de dezembro de 2006 a novembro de 2011 (ANEEL (2006) e
ANEEL (2011b)). Da mesma forma, o 7,5% considerado em Lamin (2013) se refere ao
WACC real depois de impostos vigente de novembro de 2011 a fevereiro de 2015 (ANEEL
(2011b) e ANEEL (2015¢)).

Dada a 6tica considerada nesse trabalho, a taxa de desconto adotada também sera
o valor do WACC regulatério definido pela ANEEL para dezembro de 2019, a saber, 8,09%
real depois de impostos.
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4.1.3 Taxa de crescimento de mercado e de unidades consumidoras

Sao premissas importantes para essa avaliacdo. A taxa de crescimento de unidades
consumidoras é utilizada para projetar a quantidade de medidores ao longo do tempo e,
assim, afeta a mensuracao de todos os custos e beneficios do projeto. Por outro lado, a
taxa de crescimento de mercado é utilizada para calcular os beneficios de reducao das

perdas nao técnicas e da melhoria da qualidade do servico.

Para Portugal, KEMA (2012b) considerou crescimento de unidades consumidoras
de 0,3% no primeiro ano, 0,4% no segundo e 0% no restante do periodo. Adicionalmente,

considerou taxa de crescimento de mercado de 1,8% em todo o periodo.

No Brasil, ANEEL (2011a) nao considerou taxa de crescimento de mercado em
sua avaliagdo. Por outro lado, Lamin (2013) considerou crescimento anual de 1,78% no
nimero de unidades consumidoras e de 4,3% no mercado de energia. O valor adotado
para o crescimento de mercado é aquele estimado pela Empresa de Pesquisa Energética
(EPE) no Plano Decenal de Expansdo de Energia (PDE) 2021. Trata-se, portanto, da taxa
de crescimento considerada pelo Ministério de Minas e Energia (MME) e pela EPE para
planejamento do setor até 2021 (Lamin (2013), p. 54).

Em 2020, a EPE publicou o PDE 2029 em que estima crescimento médio anual de
consumidores residenciais de 1,8% entre 2019 e 2024 e de 1,4% de 2024 a 2029. Além disso,
projeta também que a taxa de crescimento do consumo médio de eletricidade da classe
residencial serd de 2,1% entre 2019 e 2024 e 2,3% de 2024 a 2029 (EPE (2020), p. 44).

As taxas de crescimento de mercado e de unidades consumidoras adotadas nesse
trabalho serao aquelas calculadas pela EPE no PDE 2029. Assim, a taxa de crescimento
de unidades consumidoras residenciais é de 1,8% entre 2019 e 2024 e de 1,4% de 2024 a
2029 e a taxa de crescimento de mercado é de de 2,1% entre 2019 e 2024 e 2,3% de 2024 a
2029. Para o periodo de 2030 a 2050 foram mantidos os percentuais de 2029, isto ¢, 1,4%
para unidades consumidoras e 2,3% para o mercado. Além disso, os valores também foram
mantidos para a classe comercial, em razao da auséncia dessa informagao detalhada para

esses consumidores no PDE 2029.

4.1.4 Vida util dos ativos

E considerada na mensuracio dos custos e dos beneficios, os quais decrescem com
a depreciacao dos equipamentos. Dentre os custos, a vida 1util dos ativos é necessaria no
calculo dos custos de capital que o acionista da distribuidora nao recebera em detrimento do
nao reconhecimento tarifario. No que tange aos beneficios, é utilizada para compatibilizar

seus efeitos com a vida 1til remanescente dos equipamentos.

A tabela 4 apresenta a vida util considerada nas andlises de diferentes paises.
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Pais Vida 1til Referéncia
Australia (Victoria) | 15 anos (medidores e infraestrutura | KEMA (2012a)
de comunicagao) e 7 anos (valor

para infraestrutura de TT)

Irlanda 15-20 anos (vida ttil medidor) CER (2011)
Portugal 15 anos (medidores) e 10 anos KEMA (2012b)
(infraestrutura de comunicagao)
Austria 15 anos (medidores) JRC (2014b)
Republica Tcheca 12 anos (medidores) JRC (2014b)
Grécia 15 anos (medidores) JRC (2014b)
Roménia 20 anos (medidores) JRC (2014b)
Gra-Bretanha 15 anos (medidores) JRC (2014b)
Itélia (Isernia) 10 anos (medidores) Flego et al. (2018)
Brasil 15 anos (medidores) ANEEL (2011a)
Brasil 13 anos (medidores, equipamentos) Lamin (2013)

de telecomunicagao e automagao),
5 anos (infraestrutura de TT)
e 25 anos (medidor bésico)

Tabela 4 — Vida 1til dos ativos considerada nas analises de outros paises

Para o Brasil, Lamin (2013) considerou os valores de vida 1til regulatéria definidos
pela ANEEL para os medidores eletronicos, equipamentos de telecomunicacao, automacao

e TI e que constam no Manual de Controle Patrimonial do Setor Elétrico (MCPSE).

A versao atual do MCPSE foi instituida pela ANEEL por meio da Resolucao
Normativa n°® 674 de 11 de agosto de 2015. Apesar de se tratar de uma versao revisada em
relacdo a adotada pelo autor, a vida util dos ativos considerados nao foram alteradas, como
mostra a tabela 5. Por essa razao, nesse trabalho seré considerado periodo de depreciacao
de 13 anos para os medidores inteligentes e equipamentos de telecomunicacao e automacao,
de 5 anos para equipamentos de TT e 25 anos para os medidores basicos, cuja incorporagao

no calculo sera detalhada posteriormente na analise dos custos do projeto.

4.1.5 Reducao anual dos custos

Esse percentual é inserido para considerar a evolugao na curva de aprendizagem,
consequéncia da maior maturidade da industria produtora dos equipamentos e os efeitos
de economia de escala (KEMA (2012b), KEMA (2012a) e Lamin (2013)).

JRC (2012a) destaca que nos casos em que se espera uma alta redugao dos custos
dos equipamentos, ¢ desejavel que o cronograma de implementacao dos ativos seja lento,

de forma a tirar vantagem da queda no preco nos anos iniciais.

A tabela 6 apresenta os percentuais de reducao anual dos custos de aquisicao dos

equipamentos considerados nas analises de outros paises.
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Bloco Descrigao Vida Util (Lamin (2013)) | Vida Util (MCPSE 2015)
Medigao Medidor eletromecanico 25 anos 25 anos
Medidor eletronico 13 anos 13 anos
Concentrador 13 anos 13 anos
Comparador/fiscal 13 anos 13 anos
Telecomunicagoes Fibra otica 15 anos 15 anos
Sistema de comunicacao e protecao Carrier 20 anos 20 anos
Sistema de comunicagao local 15 anos 15 anos
Estacao HF 15 anos 15 anos
Estacao VHF 15 anos 15 anos
Estacao micro-ondas 15 anos 15 anos
Estacao fibra otica 15 anos 15 anos
Automacgao Seccionadora, tensao inferior a 69 kV 15 anos 15 anos
Sec. com lamina de terra, tensao inferior a 69 kV 15 anos 15 anos
Chave fusivel, tensao inferior a 69 kV 15 anos 15 anos
Chave fusivel religadora, tensao inferior a 69 kV 15 anos 15 anos
Chave de aterramento, tensao inferior a 69 kV 15 anos 15 anos
Seccionalizador, tensao inferior a 69 kV 15 anos 15 anos
Religador 25 anos 25 anos
Sistema de protecao 15 anos 15 anos
Sistema de teleprotec¢ao 15 anos 15 anos
Sistema de telecontrole 15 anos 15 anos
Sistema de telemedicao 15 anos 15 anos
Sistema de aquisi¢ao de dados 15 anos 15 anos
Sistema de monitoramento 15 anos 15 anos
TI Software 5 anos 5 anos
Licenca de uso 5 anos 5 anos
Equipamento geral de informatica 6 anos 6 anos

Tabela 5 — Comparativo Vida Util - Lamin (2013) e MCPSE 2015

Pais Reducao anual dos custos Referéncia
Australia (Victoria) 1,5% KEMA (2012a)
Portugal 2% KEMA (2012b)
Brasil 1% ANEEL (2011a)

Brasil 1,5% Lamin (2013)

Tabela 6 — Reducao dos custos de aquisicao considerados nas analises de outros paises

KEMA (2012b) e Lamin (2013) consideraram ainda um nivel de saturagao dos
custos, dado pelo valor a partir do qual o custo do ativo nao reduz mais. Para Portugal,
esse nivel correspondia a 20% do custo inicial do equipamento. Para o Brasil, Lamin (2013)

considerou 70% do valor original do ativo.

Como serd mostrado a seguir, os ativos considerados nesse trabalho e a valoracao
dos custos de aquisicao e instalacao dos equipamentos serao os mesmos listados em Lamin
(2013). A valoragao do custo de aquisigdo e instalacao desses equipamentos também
serao baseados nesse trabalho. Por essa razao, a redugao anual de custos e o nivel de
saturacao considerados serao similares a referéncia, a saber: 1,5% e 70% do valor original,

respectivamente.

4.1.6 Parametros macroecondomicos

Se referem essencialmente a inflacdo assumida para o horizonte temporal da anélise.

Dentre os trabalhos analisados para outros paises, KEMA (2012b) assumiu um percentual
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de 2% de inflagao para a maioria dos anos da anélise de Portugal. Considerou também
que o prego da eletricidade nao crescia acima da inflagdo. Vitiello et al. (2015) também
assumiram 2% de inflacdo na avaliagdo da implementacao de smart grids em Roma. Para o
Brasil, Lamin (2013) realizou a anélise em termos reais, de forma que a inflagao, variagao

na tarifa e na receita de fornecimento sao iguais a 0%.

Nesse trabalho, a avaliacao sera realizada em termos reais, de forma que todos os
itens de custo e beneficio serao apresentados em termos reais, a precos de janeiro de 2019
Assim, utilizou-se o IPCA para trazer os pregos para essa data, entretanto, a inflagdo e a

variagao de tarifa além do crescimento de mercado consideradas no horizonte da ACB é

0%.

4.1.7 Percentual de medidores instalados

E o percentual de medidores inteligentes que serdo instalados até o final do crono-

grama de implementacao adotado na ACB.

Com excec¢ao do projeto smart grid de Roma, nas anéalises realizadas em outros
paises, o percentual de medidores inteligentes instalados ao final do periodo variou entre
5% e 100%, conforme tabela 7.

Pais % de medidores instalados Referéncia
Austria 95% JRC (2014b)
Grécia 80% JRC (2014b)

Republica Tcheca 100% JRC (2014b)
Finlandia 97% JRC (2014b)
Holanda 100% KEMA (2012a)

Australia (Victoria) 100% KEMA (2012a)
Trlanda 100% CER (2011)
Italia (Roma) 0,075% Vitiello et al. (2015)

Brasil 10% e 100% ANEEL (2011a)

Brasil 50%, 80% e 100% Lamin (2013)

Tabela 7 — Percentual de medidores instalados nas analises de outros paises

Para o Brasil, Lamin (2013) considerou 6 cenarios, nos quais os percentuais escolhi-
dos sao de 50%, 80% e 100% do total de unidades consumidoras do Brasil. Além disso, o
autor considerou todas as classes de consumo do Grupo B na andlise. ANEEL (2011a)

admitiu 5 cenérios com 10% e 100% dos medidores do Grupo B instalados.

Como destacado anteriomente, nesse trabalho consideraremos a implementacao
desses ativos nos clientes residenciais e comerciais da CEB Distribuicao, os quais foram
escolhidos pois somam quase a totalidade do Grupo B da empresa (98,3%). Assim, ao final
do cronograma de implementacao, todos os medidores dessas classes de consumo serao

substituidos pelos inteligentes.
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4.1.8 Cronograma de implementacao

E o perfodo e o planejamento considerados para a instalacio dos ativos. JRC (2012a)
destaca que o cronograma de implementacao escolhido pode impactar de forma substancial
no resultado da ACB. E afetado por diferentes varidveis, a exemplo do nivel de maturacao
do mercado produtor dos equipamentos utilizados e da taxa de desconto considerada. Além
disso, uma vez que esses projetos sao caracterizados pela alta concentragao de custos no
curto prazo e pela postergacao dos beneficios, entao um cronograma acelerado acentuaria

o valor presente dos custos de instalagao (JRC (2012a), p. 14).

Nas andlises realizadas em outros paises, o periodo de implementacao variou de 4

anos a 10 anos, conforme tabela 8.

Pais Periodo de implementacao Referéncia
Austria 8 anos JRC (2014b)
Republica Tcheca 7 anos JRC (2014b)
Grécia 7 anos JRC (2014b)
Irlanda 4 anos JRC (2014b)
Pol6nia 11 anos JRC (2014b)
Romeénia 10 anos JRC (2014b)
Holanda 10 anos KEMA (2012a)
Reino Unido 7 anos KEMA (2012a)
Austrélia (Victoria) 4 anos KEMA (2012a)
Franca 5 e 10 anos KEMA (2012a)
Portugal 7 e 9 anos KEMA (2012a)
Brasil 10 anos ANEEL (2011a)
Brasil 13 anos Lamin (2013)

Tabela 8 — Cronograma de implementagao considerado nas analises de outros paises

Além do periodo escolhido, o planejamento da implementacao dos equipamen-
tos também difere as anélises realizadas. Para o Brasil, por exemplo, ANEEL (2011a)
considerou uma implementagao uniforme, em que 10% dos medidores eram substituidos
anualmente. Por outro lado, Lamin (2013) considerou perfil de implementagao com folga
nas pontas para os medidores. Esse cronograma leva em conta o fato de que o inicio do
projeto é uma fase mais complexa e atribui uma quantidade menor de ativos a serem
implementados nos anos iniciais e finais, conforme figura 1. O autor considerou ainda que
o ciclo de implementacao dos ativos de TI seria de 2 anos uma vez que esses equipamentos
devem instalados previamente aos demais. Para esse caso, foi admitida implementacao

uniforme.

Na Europa, o plano adotado pelas paises também sao caracterizados pela baixa
substituicao no inicio e pela intensificagdo do processo de roll-out nos anos intermediarios
do periodo considerado. As figuras 2, 3, 4, 5, 6, 7 apresentam os perfis escolhidos em

algumas dessas andlises. A ACB de Portugal apresenta estratégia de substituigdo distinta
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Perfil de implantagio com folga nas pontas
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Figura 1 — Cronograma de implementacao considerado para o Brasil (Lamin (2013))
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Figura 2 — Cronograma de implementacio considerado para a Austria (JRC (2014b))
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Figura 3 — Cronograma de implementacao considerado para a Franga (JRC (2014b))

dos demais paises e assume evolugao linear no nimero de medidores instalados durante o
periodo de roll-out. KEMA (2012b) ressalta que curvas de evolugao em forma de "S"que
sao menos pronunciadas no inicio podem fazer com que os anos com maior instalagao de
ativos impliquem um aumento nos custos de logistica, o que ¢ evitado com a estratégia de

Portugal.

Seguindo a estratégia adotada na maioria das analises, nesse trabalho considerare-
mos cronograma de implementacao em que a maior parte dos ativos sao instalados nos
anos intermediarios do periodo total de 10 anos, conforme figura 7. A escolha se deve ao
fato de que é esperada reducao anual significativa dos custos dos equipamentos, assim,
instalar a maioria dos ativos nos anos medianos da janela faz com que o valor presente

dos custos seja reduzido.

Ressaltamos que tanto o cronograma escolhido quanto o periodo adotado para a
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Figura 4 — Cronograma de implementagao considerado para a Grécia (JRC (2014h))
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Figura 5 — Cronograma de implementacao considerado para a Irlanda (JRC (2014b))
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Figura 6 — Cronograma de implementacao considerado para a Polonia (JRC (2014b))
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Figura 7 — Cronograma de implementacao considerado para a Roménia (JRC (2014b))
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implementacao dos ativos serao flexibilizados nas andlises de sensibilidade realizadas.

A tabela 9 condensa as condi¢oes de contorno e os parametros de implementagao

considerados nesse trabalho.

Variavel Valor Comentario
Horizonte temporal 30 anos Periodo de uma concessao
Taxas de Depreciagao dos Ativos 7,6% e 20% MCPSE
Taxa de Desconto 8,09% WACC Distribuicao (dez/19)
Crescimento de Mercado 2,1% (até 2024) e 2,3% (em diante) PDE 2029
Crescimento de UCs 1,8% (até 2024) e 1,4% (em diante) PDE 2029
Reducao anual dos custos 1,5% Lamin (2013)
Inflagao 0% Nao ser@o considerados
Variac¢ao na tarifa (anélise a valores reais)
Percentual de medidores instalados 100% Todos os medidores das classes residencial e comercial
Cronograma de implementacao 10 anos (medidores inteligentes) e O roll-out dos medidores serd pouco
25 anos (medidores bésicos) expressivo no inicio, com vistas a
apropriar-se da reducgao de custos e
economias de escala. Para TI, serd
considerada implementagao uniforme

Tabela 9 — Condic¢oes de contorno da analise custo-beneficio

4.2 Realizacdo da Analise de Custo-Beneficio

Apés a definicao das premissas utilizadas é realizada a analise custo-beneficio, a

qual ocorrera em quatro etapas principais, sao elas:

1. Apresentar e descrever as funcionalidades e os ativos considerados;
2. Monetizar os beneficios;
3. Identificar e quantificar os custos; e

4. Comparar os custos e os beneficios.

4.2.1 Apresentar e descrever as funcionalidades e os ativos considerados

Para a Europa, a Recomendacao da Comissao Europeia n® 148/2012 estipulou um

conjunto minimo de funcionalidades a serem atendidas pelos paises, listadas na tabela 10.

Para o Brasil, ANEEL (2011a) considerou trés cendrios com diferentes funcionali-

dades incluidas. No cendrio mais avancado, as funcionalidades elencadas foram:

e Comunicacgao remota e bidirecional entre o sistema de medi¢ao e a distribuidora;

Diferenciacao do consumo de energia em quatro postos tarifarios;

Medigao de energia reativa consumida pela UC;

Registro de maior demanda instantdnea requerida pela UC durante o ciclo de

faturamento;

Apuracao dos indicadores de conformidade de tensao;

Registro da hora e data do inicio e fim das interrupg¢oes no fornecimento; e
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Classificacao Descrigao

Cliente (i) Fornecer as leituras diretamente ao cliente e a terceiros
designados pelo consumidor; e (ii) Atualizar as leituras com
frequéncia suficiente para que essa informacao possa ser
utilizada para poupar energia.

Concessiondria (i) Permitir a leitura a distancia dos medidores pelo operador;
(ii) Assegurar uma comunicacao bidirecional entre o sistema
de medicao inteligente e as redes externas de manutencao
e controle desse sistema; e (iii) Permitir que as leituras se-
jam efetuadas com uma frequéncia suficiente para que as
informacoes possam ser utilizadas no planejamento da rede.
Aspectos comerciais | (i) Apoiar a aplicagdo de sistemas tarifarios avancados; e
do fornecimento de | (ii) Permitir ativagao/desativagao do fornecimento e/ou de

energia limitagao do fluxo ou da poténcia a distancia.
Seguranga e a prote- | (i) Fornecer comunicagoes de dados seguras; e (ii) Prevengao
¢ao dos dados e deteccao de fraudes.

Geragao distribuida | Proporcionar leituras da energia importada/exportada e ener-
gia reativa.

Tabela 10 — Funcionalidades minimas recomendadas para a UE (CE (2012))

e Atuacao remota para suspender e reativar o fornecimento

Essas funcionalidades foram consideradas também por Lamin (2013) que incluiu
ainda outras especificacoes. A relacao final de funcionalidades do autor serd a mesma

considerada nessa ACB e é dada por:

e Medicao de energia ativa e reativa;

e Capacidade de aplicacao de tarifas horarias;

e Demanda programavel,

e Possibilidade de faturamento em pré-pagamento ou pos-pagamento eletronico;

e Inversao de fluxo (geracao distribuida);

e Registro de eventos e apuracao de indicadores de continuidade e conformidade;

e Medicao de neutro, sensor de abertura da tampa e alertas anti-fraude;

e Corte e religamento remoto;

e Saidas ou entradas de pulsos (ou saida serial) e porta ética de comunicagao local; e

e Comunicagao remota bidirecional.

A escolha dessa referéncia foi motivada pelo fato de que o trabalho engloba as

funcionalidades de ANEEL (2011a) e apresenta os ativos® necessarios para viabilizé-las,

8 A referéncia considera também a instalacio dos mostradores digitais (in home display). Entretanto,

esses ativos nao serdo considerados na analise em razao dos beneficios aos quais estdo asssociados
(redugdo do consumo e da demanda de ponta) que ndo serdo computados nessa avaliagdo em razao das
particularidades do mercado brasileiro, abordadas com mais detalhes na secdo que trata dos beneficios.
Por essa razao, a funcionalidade "Mostrador LCD parametrizavel'foi desconsiderada na listagem.
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além de elencar os custos dos equipamentos para o Brasil.

4.2.2 Monetizar os beneficios

As funcionalidades destacadas anteriormente determinam os beneficios associados
as redes inteligentes que serdo obtidos com o projeto. Nesse sentido, como as funcionalidades
foram extraidas de Lamin (2013), entao todos os beneficios listados pelo autor inicialmente

deveriam ser considerados nesse trabalho.

Cabe destacar que a referéncia analisou a atratividade das redes inteligentes sob a
oOtica do pais como um todo. Por outro lado, aqui analisamos a atratividade sob a 6tica da
concessiondria, de forma que alguns beneficios podem nao ser aplicaveis a esse caso ou se
tratariam de custos para a empresa. Ha ainda os que podem nao ser relevantes para as

caracteristicas do mercado de eletricidade brasileiro.

Para definir quais beneficios considerados em Lamin (2013) se enquadram nos casos
enumerados acima, a seguir listamos e descrevemos todos os beneficios incluidos pelo autor.
Em seguida, apresentamos as justificativas para a exclusao ou inclusdo dos beneficios nessa

andlise.

1. Reducao no consumo de energia elétrica: a automacao residencial e o
aumento da informacgao disponibilizada ao consumidor decorrentes dos ativos instalados
promovem o uso mais racional da energia elétrica. Nas andlises custo-beneficio da Europa,
esse item ¢ o principal beneficio dos projetos (JRC (2014b), KEMA (2012a) e KEMA
(2012b)).

Na Nota Técnica n° 98/2012, a ANEEL destaca que nos paises desenvolvidos, esse
item promove ganhos equivalentes aos custos de implementagao (ANEEL (2012a)). No
mesmo documento, a Agéncia analisa a aplicabilidade desse beneficio para o Brasil e afirma

que:

"apesar da energia desperdicada com as perdas nao técnicas, o consumo elétrico
residencial per capita no Brasil ainda é baixo, cerca de oito vezes inferior ao
de paises desenvolvidos [...]. Além disso, nos paises desenvolvidos, o mercado
elétrico atingiu um nivel de maturidade em que o consumo de energia tende
a ser mais estabilizado ao longo dos anos ou sofrer um pequeno crescimento.
Por outro lado, no Brasil, em pleno desenvolvimento e universalizagao dos
servicos elétricos, ha tendéncia de aumento do consumo per capita. Ou seja,
reduzir o consumo da populagao nao é um vetor determinante para uso de
redes elétricas inteligentes em um pais em desenvolvimento de baixo consumo
per capita."(ANEEL (2012a), p. 9)

Cabe destacar ainda que o regime regulatério atual do segmento de distribuicao
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é o price-cap, conforme instituido pela Lei n°® 9.427/1996 (Brasil (1996)). Esse regime é
caracterizado pela fixagdo do prego-teto da atividade, o qual é revisado periodicamente com
base nos custos da firma regulada. Entre essas revisoes, esse preco é ajustado pela inflacao
subtraida de um fator de produtividade, o Fator X. (Cowan (2002)). Ao dissociar as
receitas dos custos por determinado periodo, o regime price cap faz com que as flutuagoes
de mercado sejam diretamente repassadas a receita da concessionaria, ou seja, no price
cap o risco de mercado ¢ alocado para as empresas reguladas, caracteristica que ¢ atrativa

para mercados em crescimento como o Brasil (ANEEL (2019b)).

Em razao do regime regulatorio estabelecido em lei para as distribuidoras brasileiras,
sob a perspectiva da CEB, a redugao do consumo é entendida como custo do projeto.
Entretanto, dado que o consumo per capita ainda é baixo para o mercado brasileiro,

optamos por nao incluir esse item na analise.

2. Reducao de demanda de ponta: com o projeto, é esperado que os consumi-
dores otimizem seu consumo em horéarios contrarios a ponta. Dessa forma, como o sistema
da distribuidora é desenhado para atender a demanda maxima do dia, esse alivio na ponta

leva a uma postergacao da necessidade de investimento em expansao.

Do ponto de vista regulatério, os investimentos dessa natureza possuem cobertura
tarifaria e, assim, a concessionaria recebe a remuneracao de capital, quota de reintegracao
regulatéria (amortizagdo) e o custo das instalagoes méveis e imdveis associados a ele. Dessa
forma, para essa andlise, esse item seria considerado como custo, pois sobre ele incidiria
determinada quantia que nao sera mais recebida pela empresa. Entretanto, em razao do
baixo consumo da populacao brasileira e dos consumidores da CEB em relacao a média

Brasil, optamos por nao considerar esse item nessa avaliacao.

3. Reducao da necessidade de novas plantas de geragao: decorre da reducao
da demanda da ponta e ¢ atribuido as geradoras. Por essa razao, nao sera considerado

nessa analise.

4. Reducao da Energia Nao Distribuida: refere-se a redugao no prejuizo
imposto a sociedade com a interrupcao no fornecimento de energia elétrica. Pelo fato de

ser atribuido a toda a sociedade, nao é considerado nesse trabalho.

5. Recuperacao de receita associada a melhoria da qualidade: refere-se
ao ganho de receita da concessionaria com a reducao da interrupg¢ao no fornecimento de

energia. Serd considerado nessa anélise.

6. Reducao de compensacgoes: reducao na quantia paga anualmente pela con-
cessionaria aos consumidores em razao da violagao aos limites de qualidade do servigo.

Seré considerado nessa andlise.

7. Reducao de Perdas Nao Técnicas: as funcionalidades incluidas dificultam

a fraude no sistema de medic¢ao. Além disso, permitem que a concessionaria identifique as
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irregularidades com rapidez, adotando agoes corretivas e, consequentemente, reduzindo
seus percentuais de perdas nao técnicas. E um dos principais beneficios desse projeto para

0 Brasil e sera considerado nessa analise.

8. Redugao de Perdas Técnicas: ¢ causada pela redugdo no consumo e na
demanda. Como ambos os itens nao serao considerados nessa analise em razao do baixo
consumo médio da populacao brasileira, a reducao das perdas técnicas também nao sera

contabilizada.

9. Reducao de custos de leitura: decorre da possibilidade de executar a leitura
dos medidores de forma remota, diminuindo o custo operacional associado. Esse beneficio

sera contabilizado nessa analise.

10. Reducao de custos de corte e religagao (atividade nao programada):
decorre da possibilidade de executar as atividades de corte e religagao de forma remota,
diminuindo o custo operacional associado. Entretanto, conforme estabelece a Resolucao
Normativa n® 479/2012, o custo de religagao faz parte da lista de servigos cobraveis de
forma que é o consumidor quem o paga. Em razao disso, esse beneficio sera parcialmente

contabilizado nessa analise, considerando apenas a valoragao da atividade de corte.

11. Reducao nos custos decorrente de desligamentos programados: de-
corre da possibilidade de executar os desligamentos solicitados pelos consumidores de
forma remota, diminuindo o custo operacional associado a essa atividade. A Resolucao
Normativa n°® 479/2012 estabelece que o desligamento programado faz parte dos servigos
cobraveis das concessionarias. O valor dessa atividade é definido pela ANEEL anualmente
e pago pelo consumidor que requer o desligamento (ANEEL (2012b)). No Submédulo 2.7
do PRORET, a ANEEL estabelece ainda que a receita decorrente dos servigos cobraveis
serd compartilhada com os consumidores, de forma que apenas 40% desse valor é atribuido
a concessionaria (ANEEL (2018)). Assim, esse beneficio deveria ser considerado como

custo a concessionaria. Entretanto, ndo sera considerado nessa avaliagao.

12. Reducao de emissao de diéxido de carbono: a redu¢ao na emissao se da
por conta da economia de energia decorrente da reducao no consumo, das perdas técnicas
e das perdas nao técnicas. E um beneficio atribuido a sociedade e, por essa razao, nao

seréa considerado.

13. Reducao de inadimpléncia: as informacoes disponibilizadas aos consumido-
res permitirao que eles tenham mais geréncia sobre o consumo de energia elétrica, evitando
grandes dividas com a concessionaria. Além disso, a possibilidade de corte remoto pela
distribuidora reduz os custos associados ao combate da inadimpléncia. Esse beneficio é

considerado nesse trabalho, em razao do segundo motivador.

14. Reducgao de gastos com teleatendimento: ocorrem por conta da reducao

nos erros de leitura e na duragao das interrupg¢oes. Considera ainda que os custos podem
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aumentar inicialmente em decorréncia do aumento de chamadas relativas a duvidas
sobre as novas funcionalidades dos equipamentos. Entretanto, o saldo final é favoravel a

concessionaria. Esse beneficio serd contabilizado nessa anélise.

15. Reducao de emissao de faturas de papel: as funcionalidades dos ativos
permitem que as faturas sejam disponibilizadas pela internet, reduzindo os custos de
impressao para as distribuidoras. Cabe destacar que, apesar de ter sido considerado em
Lamin (2013), esse beneficio nao é viabilizado apenas com as redes inteligentes. O préprio
autor ressalta que esse procedimento ja é adotado para a maioria das concessionarias,

mesmo com medi¢ao convencional. Por essa razao, nao serd considerado.

16. Custos evitados com compras de medidores basicos: refere-se ao gasto
que a empresa teria para substituir os medidores convencionais na auséncia do projeto.
Assim como os investimentos de expansao destacados no item 2, o CAPEX referente aos
custos de compra e instalacao desses medidores teria reconhecimento tarifario integral,
de forma que a concessionaria receberia a remuneracgao de capital, quota de reintegragao
regulatoria e o custo anual das instala¢oes méveis e imoveis associado a ele. Esse item sera

incorporado no calculo dos custos dessa analise.

Portanto, os beneficios considerados nesse trabalho siao aqueles relativos a°:

e Melhoria da qualidade do servigo: engloba a recuperagao de receita de forneci-
mento e a reducao das compensagoes;

¢ Reducgao das perdas nao técnicas: engloba a receita adicional apds a regulariza-
¢ao do fraudador, a cobranca retroativa do consumo fraudado e o prejuizo evitado
com compra de energia fraudada;

e Reducao dos custos operacionais: engloba a redugao nos custos de leitura, corte
e a reducao na demanda por teleatendimento; e

e Reducao da inadimpléncia.

4.2.2.1 Melhoria da qualidade do servico

No Brasil, a qualidade do servigo das concessionarias é medido por dois indicadores
principais: Duragdao Equivalente de Interrupgdo por Unidade Consumidora (DEC) e
Frequéncia Equivalente de Interrup¢ao por Unidade Consumidora (FEC). Trata-se dos
indicadores globais de continuidade definidos pela ANEEL no Médulo 8 dos Procedimentos
de Distribui¢cao (PRODIST). O DEC e o FEC sao apurados tanto para a concessiondria,
como para subdivisoes de sua drea de concessao denominados conjuntos elétricos. Os dados

sao apresentados por més e ano.

9 Além desses beneficios, existe pelo menos outro que pode ser atribuido & concessionaria com a

implementacao das redes inteligentes e que nao foi mensurado nesse trabalho: o beneficio decorrente
do melhor dimensionamento da rede a entrada de tecnologias de geragao distribuida.
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Além dos indicadores globais, o Mdédulo 8 do PRODIST define também quatro
indicadores individuais de continuidade: Duracao de Interrupcao Individual por Unidade
Consumidora ou por Ponto de Conexao (DIC), Frequéncia de Interrupgao Individual por
Unidade Consumidora ou por Ponto de Conexao (FIC), Duracao Méxima de Interrupgao
Continua por Unidade Consumidora ou por Ponto de Conexao (DMIC) e Duragao da

Interrupc¢ao Individual ocorrida em Dia Critico por unidade consumidora ou por ponto de
conexao (DICRI).

Os limites dos indicadores globais e individuais da concessionaria sao definidos pela
ANEEL utilizando metodologia propria. Caso a concessiondria viole os limites regulaté-
rios individuais deve pagar compensagao financeira aos consumidores afetados (ANEEL
(2017a)).

Como mostrado no capitulo 3, em 2019 o DEC da CEB Distribuicao foi de 9,16 e o
FEC foi de 7,51, indicando que, em média, os consumidores ficaram 9,16h sem fornecimento
e tiveram mais de 7 interrupgoes no ano. Com a implementagdo de medigao inteligente, é
esperado que o reestabelecimento do fornecimento ocorra mais rapidamente, diminuindo o

DEC da concessionaria.

KEMA (2012b) aponta que em Portugal a duragao média anual das interrupgoes
era de 120 minutos e que, ap6s a implementacao da medicao inteligente, essa duragao caiu
8%. Para o Brasil, ANEEL (2011a) considerou que o DEC passaria de 18h para 6h em
15 anos, equivalente a uma redugao de 33% em relac¢ao a qualidade atual. Lamin (2013)
considerou redugao de 40% no DEC médio do pais. Em 2012, inicio da ACB do autor, o
DEC médio era de 18,65h. Com a implementacao das redes inteligentes, esse valor passaria

para 11,19h apos o primeiro ciclo de implementagao dos ativos.

Além dos beneficios decorrentes da recuperacao de receita, a concessionaria também
aufere ganhos com a redugao das compensagoes pagas aos consumidores. Para Portugal,
KEMA (2012b) considerou redugao de 15% nas compensacoes pagas. Para o Brasil, Lamin
(2013) admitiu reducao de 50%.

Em 2019, o DEC médio do Brasil foi de 12,77h. Assim, observa-se que a qualidade
do servigo para a CEB é superior a média Brasil, entretanto, ainda é substancialmente
inferior a referéncia europeia. Em razao disso, nesse trabalho também consideramos reducao
de 40% no DEC médio da concessiondria e de 50% nas compensagoes pagas apds o primeiro

ciclo de implementagao dos equipamentos (10 anos).
4.2.2.1.1 Recuperacao de Receita
Refere-se a receita que serd arrecadada pela concessionaria com consumo em

decorréncia do rapido reestabelecimento do fornecimento. Para monetizar esse valor,
utilizamos a Tarifa de Uso do Sistema de Distribuicao Fio B (TUSD Fio B), que é a
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componente tarifaria que tem como objetivo remunerar a distribuidora pelos custos de

capital e operacional associados a presta¢ao do servigo (ANEEL (2017b)).

Antes de detalhar o calculo desse beneficio, cabe uma ressalva sobre a estimativa
da tarifa realizada nesse trabalho. De forma geral, a tarifa é composta por diferentes
componentes que remuneram contas distintas associadas ao servigo de distribuicao, dentre
as quais estd a TUSD Fio B. Para 2019, a TUSD Fio B convencional da classe residencial
e comercial da CEB foi de R$ 102,90

Nos demais anos dessa analise, o valor da TUSD Fio B é dada pelo valor no ano

anterior ajustada pelo crescimento de mercado, conforme 4.1.

_ T
1= (1+ %BT;) (4.1)

onde T; é a TUSD Fio B no ano j e %BT} ¢ o crescimento de mercado assumido para o

ano j.

O ajuste apresentado é apenas uma simplificagdo do célculo tarifario de cada ano.
Em razao da limitacao de dados, considerou-se que, como os ativos nao possuem reconhe-
cimento tarifario, entao em cada um dos anos da andlise os custos de capital e operacional
regulatorios da CEB seriam proximos aos valores vigentes. Assim, a tarifa seria ajustada
unicamente com base no crescimento de mercado. Entretanto, algumas funcionalidades do
projeto reduzirao os custos operacionais da concessionaria, os quais seriam revertidos em
modicidade tarifaria. Dessa forma, a aproximacao adotada possivelmente superestima a
tarifa calculada para a maioria dos anos dessa analise e, consequentemente, os beneficios a

ela associados.

Posta a observacao, o calculo do beneficio em questao ocorreu com base no passo-

a-passo a seguir.

Passo I: Compatibilizando com a curva de implementacao dos ativos, calculou-se,
para cada ano, a reducao esperada no DEC da concessionaria em relacao ao valor de 2019,

conforme férmula 4.2.

RDEC] = 40% x I] X DECQOlg (42)

onde RDEC] é a reducao, em horas, verificada para o DEC do ano j em relagao ao valor
referéncia de 2019, I; é o percentual dos ativos instalados até o ano j, DECy9 = 9,16 €
40% ¢é a reducao no DEC médio considerada nessa anélise, a qual ocorrerd quando todos

os ativos estiverem instalados, ou seja, quando I; =1.

10" Informacio extraida da Estrutura Tarifaria da CEB determinada pela ANEEL para o ano de 2019,
apresentada na planilha 5160 PCAT CEB-DIS 2019.xlsx. Disponivel em <https://www.aneel.gov.br/
resultado-dos-processos-tarifarios-de-distribuicao> Acessado em 01 de maio de 2020.
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Passo II: Calculo do consumo, em MWh, correspondente a reducao do DEC

verificada para esse ano, conforme equacao 4.3.

BT;
7 4.
24 x 365 (43)

onde C; ¢ o consumo, em MWh, correspondente a reducao de DEC do ano j, RDEC; foi

C; = RDEC; x

obtida em 4.2, BT, é o mercado BT projetado para o ano j e 24 x 365 é a quantidade
de horas no ano. A fragdo da equagao denota o mercado, em MWh /h, projetado para a
empresa no ano j de forma que o produto total apresenta o mercado, em MWh, que serd

consumido em decorréncia do rapido reestabelecimento do fornecimento.

Passo III: Calculo da receita associada ao consumo incremental, em MWh, para

o respectivo ano, dada por 4.4.

R, =C; xT; (4.4)

onde R; é a receita, em R$, associada ao consumo do mercado incremental C;, obtido

conforme 4.3 para o ano j,7; é a TUSD Fio B para o ano j obtida de acordo com 4.1.

4.2.2.1.2 Reducao das compensacdes

Em 2019, a CEB Distribui¢ao pagou aproximadamente R$ 7,58 milhoes em com-
pensacoes por violacdo dos indicadores de continuidade!'. Baseando-se nesse valor, a

quantificacdo do beneficio de reducao das compensagoes ocorreu de acordo com 4.5.

RComp; = 50% x I; x Compagig (4.5)

onde RComp; é a reducao, em R$ obtida pela concessionaria no pagamento das com-
pensagoes no ano j, I; é o percentual dos ativos instalados até o ano j, Compagig = R3
7,58 milhoes e 50% é a redugao assumida para as compensagoes com o projeto, alcancada

quando todos os ativos estiverem em operagao, isto €, quando I; =1.

4.2.2.2 Reducdo de perdas ndo técnicas

As perdas na distribuigdo se referem a energia elétrica gerada que passa pelas
redes de distribuicio da concessiondria, mas que nao chega a ser comercializada. E obtida
pela diferenca entre a energia injetada na rede da distribuidora e o total de energia
vendida e entregue. Dentro das Perdas na Distribuicao estao as Perdas Técnicas, as quais
correspondem a energia dissipada no sistema de distribuicao devido a fenémenos fisicos e

as Perdas Nao Técnicas, que se referem a todas as demais perdas associadas a distribuicao

11 Informacdo extraida de <https://www.aneel.gov.br/indicadores-de-compensacao-de-continuidade>.
Acessado em 05 de maio de 2020.
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de energia elétrica e sao dadas, principalmente, pelos furtos de energia (ANEEL (2015d) e
ANEEL (2007)).

As perdas nao técnicas (PNT) sdo obtidas pela diferenga entre as perdas na
distribuicao (PD) e as Perdas Técnicas (PT), conforme 4.6, sdo comumente apresentadas

como um percentual do mercado de baixa tensao da concessionaria.

PNT = PD — PT (4.6)

onde PD e PT estao expressas em megawatt-hora (MWh).

Assim como a qualidade, os percentuais de perdas nao técnicas sao regulados pela
ANEEL conforme metodologia apresentada no Submodulo 2.6 do PRORET. Utilizando
um conjunto de regras definidas a priori, a Agéncia define o percentual de perdas nao
técnicas que as concessionarias devem ter, o qual é considerado no calculo dos custos de
compra de energia com cobertura tarifaria. Caso a concessionaria nao cumpra o patamar

regulatorio, deve arcar com a diferenca do prejuizo de compra de energia furtada.

Em 2019, o percentual de perdas nao técnicas sobre o mercado BT (%PNT) da
CEB foi de 12,97%, enquanto o percentual regulatério foi de 7,05%. Em 2018, o percentual
da concessiondria foi de 9,5% contra o regulatério de 7,05%, mostrando que, nos tltimos
anos, o problema das perdas nao técnicas tem se agravado para a CEB (ANEEL (2019c¢),
ANEEL (2016a), CEB (2020a)).

Com a implementacao das redes inteligentes, é esperada redugao nessas perdas
em decorréncia das funcionalidades que dificultam a fraude no sistema de medicao e,
quando ocorrem, permitem que a concessionaria a detecte rapidamente, adotando agoes
corretivas ao consumidor fraudador. O beneficio de redugao das perdas nao técnicas foi
considerado por ANEEL (2011a), Lamin (2013) e MME (2011) em suas andlises para o
caso brasileiro. Para os dois primeiros trabalhos, o percentual de reducao das perdas nao
técnicas considerado foi de 35,8% e 33%, respectivamente. No relatério do MME, foram
considerados diferentes niveis de reducao a depender do percentual de perdas nao técnicas

atual da concessionaria, conforme tabela 11.

% PNT Atual ‘ % PNT apés as redes inteligentes

Até 3,5% Mantém-se igual
Entre 3,5% e 5% 3,5%
Entre 5% e 6% 4.5%
Entre 6% e 8% 5,5%
Entre 8% e 10% ™%
Entre 10% e 15% 9%
Maior que 15% 10%

Tabela 11 — Previsao de reducao de perdas nao técnicas (MME (2011), p. 113)
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Na andlise do Ministério, a perda nao técnica foi medida em relagdo a energia
injetada. Para a CEB, esse valor foi de 6,68% em 2019 (CEB (2020a)). Assim, de acordo
com a premissa do MME, o percentual de perdas nao técnicas da CEB passaria para
5,5% com a implementacao das redes inteligentes, ou seja, reduziria em 1,18 p.p. ou
17,6%. Esse beneficio também foi inserido na andlise custo-beneficio de Portugal (KEMA
(2012b)), da Roménia, Republica Tcheca e da Polonia (JRC (2014b)). Para Portugal,
por exemplo, apesar do consumo ilegal representar apenas 0,05% do mercado, a andlise
considerou reducao de 90% desse valor com a medicao inteligente. Para a Roménia, a

reducdo estimada ¢ de 60%.

Existem trés beneficios associados a redugao de perdas nao técnicas para a conces-
siondria. Para quantificar todos eles, assumimos reducao de 30% nas perdas nao técnicas

da CEB apés o primeiro ciclo de implementagao do projeto.

4.2.2.2.1 Receita adicional apds a regularizacdo do fraudador

Refere-se a receita que sera adicionada ao faturamento da concessionéria apos a
deteccao das unidades consumidoras fraudadoras e sua regularizacao. O calculo ocorreu

com base no passo-a-passo a seguir:

Passo I: Calculo do consumo médio de uma unidade consumidora fraudadora,
considerando-se que, em casos assim, o consumo é 15% maior'?. Dessa forma, dado que o
consumo médio dos consumidores residenciais da CEB em 2019 foi de 2,29 MWh/ano e
dos consumidores comerciais foi de 14,51 MWh/ano'?, entao o consumo médio anual dos

fraudadores residenciais seria de 2,63 MWh/ano e dos comerciais seria de 16,68 MWh /ano.

Passo II: Compatibilizando com a curva de implementacao dos ativos, calculou-se,
para cada ano, a reducao incremental esperada nas perdas nao técnicas da concessionaria

em relagdo ao valor de 2019, conforme férmula 4.7.
Tpnt] = 30% x (Ij — Ij,1> X %PNT2019 (47)

onde rpnt; é a reducao incremental, em pontos percentuais, estimada para o percentual
real de perdas nao técnicas no ano j em relagao ao valor de 2019, I; é o percentual
de ativos instalados até ano j, I;_; € o percentual de ativos instalados no ano anterior,
%P NTy19 = 12,98% e 30% ¢é a reducao assumida para as perdas com a implementacao
das redes inteligentes. Em razao da inexisténcia de dados desagregados de perdas por
classe de consumo, consideramos que o nivel de 12,97% é o mesmo para os consumidores

residenciais e comerciais.

12O percentual de racionalizacio do consumo foi obtido com base em dados de uma distribuidora nacional,
como destaca MME (2011).

13 Informacdo extraida de <https://www.aneel.gov.br/relatorios-de-consumo-e-receita>. Acessado em 07
de maio de 2020.
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Passo III: Calculo da proporcao das classes residencial e comercial no mercado
BT total da empresa. Os dados da planilha SPARTA de calculo do reposicionamento
tarifario de 2019 indicam que, do mercado BT total, 57% se refere a classe residencial e

26% a classe comercial.

Passo IV: Estimativa da quantidade de unidades consumidoras regularizadas

anualmente conforme 4.8 e 4.9.
rpnt; x BT; x %res

(4.8)

ucres; =
/ cfres

onde ucres; ¢ a quantidade de unidades consumidoras residenciais regularizadas no ano
J, %ores é a propor¢ao da classe residencial no mercado BT da empresa, de 57%, rpnt;
¢é a reducao das perdas incremental estimada no ano j com a implementacao do projeto
em relagao ao valor de 2019, BT; é o mercado BT estimado para o ano j e cfres ¢ o
consumo médio do fraudador residencial, de 2,63 MWh/ano de acordo com dados de 2019

da empresa.

rpnt; x BTj x %com

(4.9)

uccom; =
/ cfcom

onde uccom; é a quantidade de unidades consumidoras comerciais regularizadas no ano
J, %ocom é a proporcao da classe comercial no mercado BT da empresa, de 26%, rpnt;
¢ a reducao das perdas incremental estimada no ano j com a implementacao do projeto
em relagao ao valor de 2019, BTj é o mercado BT estimado para o ano j e cfcom é o
consumo médio do fraudador residencial, de 16,68 MWh/ano de acordo com dados de 2019

da empresa.

O numerador das equagoes acima transformam a reducao incremental obtida no
ano j em pontos percentuais para MWh. Por fim, o montante de energia recuperado é
dividido pelo consumo médio do fraudador de cada classe, de forma a obter o niimero de

unidades consumidoras regularizadas em cada classe no ano j.

Passo V: Estimativa do calculo de receita incremental anual para a concessionaria
conforme 4.10 e 4.11.

recpntj = [(ucres; X cmressgig) + (uccom; X cmcomagig)] X T; (4.10)

onde recpnt; ¢ a receita do consumo das unidades consumidoras regularizadas no ano
Jyucres; ¢ o numero de unidades consumidoras residenciais regularizadas no ano j,
cmressgrlg € o consumo médio anual do consumidor residencial da CEB em 2019 de
2,29 MWh/ano, uccom; é o nimero de unidades consumidoras comerciais regularizadas
no ano j, cmcomsgig € o consumo médio anual do consumidor comercial da CEB em 2019
de 14,51 MWh/ano e T} é o valor da TUSD Fio B no ano j, conforme 4.1.

J
RECPNTj = Y recpnty (4.11)

k=2020
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onde RECPNT; é a receita arrecadada pela concessiondria com a regularizacao das
unidades consumidoras até o ano j. E dada pela soma de todas as receitas provenientes

da reducao de perdas ocorrida nos anos anteriores.

4.2.2.2.2 Recuperacao de Energia Fraudada

Refere-se a cobranca retroativa da fraude para as unidades consumidoras regulariza-
das naquele ano, como previsto no art. 130 da Resolu¢do Normativa ANEEL n°® 414/2010.

Foi valorada conforme 4.12.

crpnt; = [(ucres; X cfres) + (uccom; x cfcom)| X tarifa;_y (4.12)

onde ucres; e ucres; estimam a quantidade de unidades consumidoras regularizadas resi-
denciais e comerciais anualmente conforme 4.8 e 4.9, cfres = cfresagng = 2,63 MWh/ano
é o consumo médio do fraudador residencial, ¢fcom = ¢fcomagg = 16,68 MWh/ano é o
consumo médio do fraudador comercial e tarifa;_; é a tarifa média paga pelos consumi-
dores residenciais da concessionaria no ano anterior, englobando todas as componentes
tarifarias, nao apenas a TUSD Fio B!*. Ressaltamos que essa equacio considera a hipétese

simplificadora de que o furto comprovado pela concessionaria foi de um ano.

4.2.2.2.3 Compra de Energia Evitada

Refere-se a reducao do prejuizo financeiro incorrido pela empresa com a compra de

energia fraudada. Foi calculada conforme 4.13 e 4.14
RPN]} = 30% x Ij X %PNT2019 (413)

onde RPNT) é a redugao, em pontos percentuais, verificada nas perdas nao técnicas até o
ano j, I; é o percentual de ativos instalados até o ano j, %P NThy9 = 12,98% e 30% ¢ a
premissa de reducao de perdas nao técnicas adotada nessa analise, a qual sera realizada

quando todos os ativos estiverem instalados, ou seja, quando [; =1.

CEE; = RPNT; x BT; x Pmiz; (4.14)

onde CEE; é o gasto evitado com compra de energia no ano j, RPNT] foi obtida em 4.13,
BTj; é o mercado BT do ano j e Pmix; = R$ 202,87/MWh é o preco médio de compra de

energia verificado para a CEB em 2019, o qual serd mantido o mesmo para todos os anos.

14 Para 2019, por exemplo, a tarifa convencional da classe residencial foi de R$ 518,01/MWh (ANEEL
(2019d)). Para os anos seguintes, o valor foi ajustado seguindo a légica de 4.1.
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4.2.2.3 Reducao de Custos Operacionais

Com a implementacao das redes inteligentes, a distribuidora pode atuar de forma
remota nas atividades de faturamento e de operacao e manutencao dos ativos, reduzindo os
custos associados a execucao desses procedimentos. Além disso, o projeto também levaria

a uma reducao nos custos de teleatendimento.

Na Europa, os beneficios associados aos custos operacionais, especialmente no
que se refere & reducao dos custos de leitura, tiveram destaque nas andlises da Austria,
Republica Tcheca, Grécia, Polonia, Roménia e Portugal (JRC (2014b) e KEMA (2012b)).
No Brasil, esses itens correspondem a mais de 8% dos beneficios totais do projeto no

cendrio mais avangado (Lamin (2013)).

Na andlise custo-beneficio de Portugal, KEMA (2012b) considerou reducao de
95% nas atividades de leitura dos medidores'®. Além disso, os custos de teleatendimento
referentes a pedidos de informacao seriam reduzidos em 75%, enquanto que os atendimentos
para reclamacao diminuiriam 90%. Para a Irlanda, CER (2011) considerou redugao de
60% nos custos de leitura dos medidores e de 18% a 20% nas chamadas de atendimento ao

consumidor.

Para o Brasil, Lamin (2013) considerou 95% de redugao nos custos de leitura,
corte e religacao apds o primeiro ciclo de implementacao dos ativos. Para os gastos de
teleatendimento, o autor admitiu aumento de 10% nesses custos no primeiro ciclo de
implementacao, em decorréncia do aumento de chamadas para atender duvidas sobre as

funcionalidades dos ativos instalados e reducao de 30% nos ciclos seguintes.

Nessa anédlise, consideramos redugao de 95% nos custos de leitura e corte dos

medidores e reducao de 20% nos custos de teleatendimento.

4.2.2.3.1 Reducdo dos custos de leitura

Em 2008, o modelo de Empresa de Referéncia, utilizado para calcular o custo
operacional regulatério das distribuidoras, atribuiu a CEB custo anual de R$ 8,17 para
leitura de medidor urbano sem impressao (ANEEL (2008)). Trazendo o valor acima, que
estd a pregos de mai/2008, para jan/2019 por IPCA, tém-se que o custo anual de leitura
de medidor da CEB ¢é de R$ 14,83. Uma vez definido esse valor, o beneficio foi valorado

com base nos seguintes passos:

Passo I: Calculo da reducao esperada no custo anual de leitura por medidor com

base no cronograma de implementacao dos ativos, conforme férmula 4.15.

RCL] = 95% x I] X OL2019 (415)

15 Ou seja, admitiu-se taxa de falha de 5%.
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onde RCL; é a reducao, em RS, no custo anual de leitura por unidade consumidora, I; é
o percentual dos ativos instalados até o ano j, C'Lagg = R$ 14,83 ¢ 95% ¢é a premissa de
reducao de custos de leitura adotada nessa analise, a qual sera realizada quando todos os

ativos estiverem instalados, ou seja, quando [; =1.

Passo II: Calculo do beneficio para a concessao de forma geral com base em 4.16.
RCLTotal; = RCL; x UCPY"? (4.16)

onde RC'LTotal; é a reducdo total, em R$, que a concessiondria tera nos custos de leitura
no ano j, RCLUC; foi obtido em 4.15 e U C'JB YB3 ¢ o ntimero de unidades consumidoras

residenciais e comerciais projetadas para o ano j.

4.2.2.3.2 Reducao dos custos de corte

O modelo de Empresa de Referéncia atribuiu & CEB Distribuicao custo de R$ 2,58
por corte realizado pela empresa em maio/2008. Trazendo o valor para jan/2019 por IPCA,
obtém-se custo de R$ 4,68 por corte. Em 2008, a ANEEL também definiu que, em média,

17,63% das unidades consumidoras teriam o fornecimento interrompido no ano.

Baseando nessas premissas, o beneficio decorrente da reducao dos custos de corte

de energia foi calculado conforme passo-a-passo a seguir.

Passo I: Calculo da reducao no custo de corte com base no cronograma de

implementagao dos equipamentos, conforme 4.17.
RCOJ = 95% x Ij X 002019 (417)

onde RCC} é a reducao, em RS, no custo do corte no ano j, I; é o percentual de ativos
instalados até o ano j, CCy19 = R$ 4,68 é 0 custo do corte em 2019 e 95% é a premissa
de reducao de custos de corte adotada nessa anélise, a qual sera realizada quando todos os

ativos estiverem instalados, ou seja, quando I; =1.

Passo II: Calculo da quantidade de cortes realizados anualmente, conforme 4.18.
QC; =17,63% x UCTY/P (4.18)

onde U C’]B YB3 ¢ o mimero de unidades consumidoras residenciais e comerciais projetadas
para o ano j e 17,63% ¢ a premissa de frequéncia de corte utilizada pela ANEEL em 2008

e adotada nesse trabalho.

Passo III: Calculo do beneficio decorrente da reducao do custo de corte de energia

de acordo com 4.19.

RCCTOtCLlj = RCC] X QC] (419)

onde RCCTotal; é a redugao total, em RS, que a concessionaria terd com a realizacao das
atividades de corte no ano j, RCC} é dada por 4.17 e QC}; é obtido em 4.18.
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4.2.2.3.3 Reducdo da demanda por teleatendimento

Em 2008, o modelo de Empresa de Referéncia atribuiu a CEB custo total anual de
R$ 2.371.582 referente aos gastos com atendimento comercial aos consumidores!®, o que
equivalia a um custo anual de R$ 3,04 por unidade consumidora. A pregos de jan/2019, o
custo equivale a R$ 5,52/UC. O célculo de 2008 considerou ainda que 30% das unidades

consumidoras solicitariam teleatendimento da concessionaria.

Com base nessas premissas, o beneficio de redugao da demanda por teleatendimento

foi obtido conforme itens a seguir.

Passo I: Calculo da queda na quantidade anual de teleatendimentos por meio de

4.20.
RQTAC; =20% x I; x QT AC; (4.20)
onde RT'AC; é a reducao da quantidade de teleatendimentos da concessiondria no ano j, I;
¢ o percentual de ativos instalados até o ano j, QT AC; = 30% x U CJB VB3 ¢ quantidade
de teleatendimentos caso o projeto nao fosse implementado e 20% é a premissa de reducao
de teleatendimento adotada nesse trabalho, a qual sera atingida quando todos os ativos

estiverem em operagao, isto €, quando I; =1.

Passo II: Célculo do beneficio com a reducao da demanda por teleatendimento

com base na equacao 4.21.

onde BT AC' é o beneficio, em R$, que a concessionaria terda com a redugao da demanda
por teleatendimento no ano j, CT'AC; é o custo anual de teleatendimento de R$ 5,52/UC
obtido com os dados da Empresa de Referéncia da CEB e RT'AC) foi obtido em 4.20.

4.2.2.4 Reducdo da inadimpléncia

A reducao da inadimpléncia estd diretamente associada ao barateamento das agoes
de corte por parte da concessionaria apdés a implementacao dos ativos, em decorréncia da

possibilidade de efetua-las de forma remota.

Em sua andlise de impacto regulatério para o Brasil, Lamin (2013) considerou que
a inadimpléncia também seria reduzida em razao das modalidades de pré-pagamento e da
maior gestao do consumo por parte dos consumidores, que poderao compatibilizar o gasto
com energia elétrica com sua capacidade de pagamento. Com base nisso, assumiu reducao

esperada de 35% na inadimpléncia do setor apds a implementacao das redes inteligentes.

Regulatoriamente, a inadimpléncia do segmento de distribuicao de energia elétrica

¢ medida pela parcela da receita faturada que nao foi arrecadada até o 49° e 60° més apos

16 A precos de mai/2008
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sua emissao (ANEEL (2019¢)). Portanto, se refere a receita que provavelmente nao sera
arrecadada pela concessionaria. O valor é apurado pela ANEEL por classe de consumo,
tendo como base as informagoes enviadas pelas distribuidoras. Com base nesse critério,
em 2019, a inadimpléncia da classe residencial da CEB foi de 0,64%'7, ou seja, é esperado

que 0,64% da receita total da classe residencial nao seja recuperada pela concessionéria.

A Resolu¢ao Normativa n° 414/2010, que estabelece as Condigoes Gerais de For-
necimento de Energia Elétrica, determina no art. 172 que a suspensao do fornecimento
em detrimento de inadimpléncia do consumidor pode ser realizada apenas até o 90° dia
contado da data da fatura vencida e ndo paga (ANEEL (2010)). Ou seja, a concessionaria
tem até o 3° més da vida da fatura para efetuar as agoes de corte. Nesse sentido, uma vez
que o beneficio de redugao de inadimpléncia dessa anélise esta associado ao barateamento
das agoes de corte, entao é esperado que a inadimpléncia do 4° més de vida da fatura
decresca. Isso porque, a partir desse més, a concessionaria ja executou todas as acoes de

corte economicamente viaveis sob seu ponto de vista.

Para 2019, a base de dados da ANEEL apontou que, 7,09% do faturamento da
classe residencial da CEB de agosto nao foi recebido até dezembro, ou seja, a estimativa
aponta que 7,04% do faturamento dos consumidores residenciais da CEB nao sao recebidos

até o 4° més apds a emissdo. Para a classe comercial, esse percentual foi de 2,12%

Nessa avaliacdo também assumiremos reducao de 35% na inadimpléncia dos clientes
residenciais e comerciais da concessionaria. O célculo do beneficio gerado ocorrerd conforme

segue:

Passo I: Calculo da reducao esperada no percentual de inadimpléncia dos consu-
midores residenciais e comerciais com base no cronograma de implementagao, de acordo
com 4.22 e 4.23.

RInad;** = 35% x I; x Inadygq (4.22)

onde RInadi* ¢ a redugao esperada para a inadimpléncia da classe residencial do ano
J em relagao a 2019, em pontos percentuais, I; ¢ o percentual de ativos instalados até
o ano j, Inadsssy = 7,04% e 35% é a redugdo maxima, ocorrida quando todos os ativos

estiverem operando (/; =1).

RInad;™ = 35% x I; X Inadyyg (4.23)

onde RInad;”™ ¢ a redugao esperada para a inadimpléncia da classe comercial do ano
J em relagao a 2019, em pontos percentuais, I; é o percentual de ativos instalados até
com

o ano j, Inadsdly = 2,12% e 35% ¢é a redugao maxima, ocorrida quando todos os ativos

estiverem operando (I; =1).

17 Informacdo extraida de base de dados no site da ANEEL. Disponivel em <https://www.aneel.gov.br>,
no caminho Tarifas - Célculo Tarifario e Metodologia - Distribui¢ao - Receitas Irrecuperaveis. Acessado
em 01 de junho de 2020.
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Passo II: Calculo do beneficio decorrente da reducao da inadimpléncia por meio

da equacao 4.24.
Blnad; = (RInad;” x Rec}*) + (RInad;"" x Rec{"™) (4.24)

onde Blnad; é o beneficio, em R$, que a concessionaria tera com a redugao da inadim-
pléncia, Reci® é a receita arrecadada pela concessionaria para a classe residencial no ano
j dada por: BT; x %res x Tj e Rec{™ é a receita arrecadada pela concessionaria para a

classe comercial no ano j dada por: BT; x %com x Tj.

4.2.3 Identificar e quantificar os custos

A aplicacao das funcionalidades apresentadas anteriormente dependem dos ativos
que serao instalados. Dessa forma, assim como elas, os ativos considerados como custos
nessa ACB também serao aqueles apontados por Lamin (2013) e terdo os mesmos pregos

da referéncia, trazidos a valores de jan/2019 pelo IPCA acumulado.

Como apresentado no detalhamento dos beneficios, os efeitos relativos a reducao
do consumo e da demanda de ponta nao serdo considerados nessa analise. Nesse sentido,
os mostradores digitais (in home display) incluidos dos custos da anélise de Lamin (2013)
nao serao contabilizados nessa ACB tendo em vista que, no trabalho, suas funcionalidades

estao associadas a reducao do consumo e da demanda.

A tabela 12 lista os custos que serao considerados nessa analise e apresenta os

precos aos quais serdo valorados'®.

Os custos referentes a aquisicdo dos medidores inteligentes, dos equipamentos de
automacao da rede e da infraestrutura de telecomunicacoes e TI serao reduzidos 1,5% ao
ano até atingir valor equivalente a 70% do prego original, conforme definido na tabela 9.

A mesma regra se aplicard aos gastos anuais de operagdo e manutencao dos ativos.

4.2.3.1 Custo Anual dos Ativos

A hipoétese inicial desse trabalho é que os ativos implementados nao teriam reco-
nhecimento tarifario, de forma que eles seriam instalados com o proposito de melhorar a

performance da empresa em diferentes itens.

Dessa forma, os custos dessa analise sao dados por todas as remuneragoes que a
empresa receberia caso os ativos instalados tivessem cobertura tarifaria, sao elas: Remune-
ragao de Capital (RC), Custo Anual das Instalagdes Méveis e Iméveis (CAIMI) e Quota
de Reintegracao Regulatéria (QRR). De forma geral, os dois primeiros itens se referem &
remuneracao recebida pela concessionaria pelo capital investido na concessao enquanto a

QRR se refere a amortizagao dos ativos implementados.

18 Para trazer os precos a valores de 01/01/2019, considerou-se que os custos de Lamin (2013) se referiam
a janeiro de 2013. Assim, a inflagdo acumulada no periodo foi de 40%.
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Item R$/UC (jan/13) | Unidade | R$/UC (jan/19)
Aquisicao do Medidor Inteligente 355,00 R$ 498,35
Instalacao do Medidor Inteli- 20,00 R$ 28,08
gente

Aquisicao e Instalacao Infraestru- 142,00 RS 199,34
tura de Telecomunicacoes

Gastos anuais de O&M para 3,55 R$/ano 4,98
Infraestrutura de Telecomunica-

coes

Subscricao dos servicos de Tele- 10,65 R$/ano 14,95
comunicacoes

Aquisicao e Instalacao Equipa- 53,25 RS 74,75
mentos de Automacgao

Gastos anuais de O&M para 5,33 R$/ano 7,48
Equipamentos de Automacao

Aquisicao e Instalagiao Infraestru- 53,25 RS 74,75
tura de Tecnologia da Informa-

cao

Gastos anuais de O&M para In- 5,33 R$/ano 7,48

fraestrutura de Tecnologia da In-
formagao

Tabela 12 — Custos identificados e quantificados

Na auséncia do projeto, a empresa substituiria os medidores convencionais a

medida que esses atingissem sua vida util. O investimento referente aos custos de compra

e instalacdo desses medidores teria reconhecimento tarifario integral, de forma que a

concessionaria receberia a RC, QRR e o CAIMI associado a ele.

Dessa forma, nessa analise, foi considerado que, apesar do investimento do projeto

nao ter reconhecimento tarifario, a parcela desse valor que seria obtida com a substituicao

dos medidores convencionais sera repassada a tarifa. Portanto, apenas a RC, QRR e CAIMI

referentes a diferenca entre o investimento do projeto e dos medidores convencionais sao

tomados como custo pela empresa de fato.

Assim como os ativos do projeto, os medidores basicos foram valorados de acordo

com Lamin (2013) e trazidos a pregos de jan/2019 pelo IPCA, conforme 13.

Item R$/UC (jan/13) | Unidade | R$/UC (jan/19)
Aquisicao do Medidor Bésico 25,00 RS 35,10
Instalacao do Medidor Bésico 20,00 RS 28,08

Tabela 13 — Custos com a compra de medidores basicos

Para entender as contas de Remuneracao de Capital, Quota de Reintegracao

Regulatoria e Custo Anual das Instalagoes Méveis e Imoéveis e suas regras de calculo,
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tracamos consideragoes sobre as normas regulatérias vigentes relativas a base de ativos e

sobre o processamento da Revisao Tarifaria Periédica (RTP) das concessionarias.

O Submodulo 2.3 do PRORET apresenta as regras de regulatérias de contabilizagao
dos equipamentos na base de ativos das concessiondarias e estabelece que, de forma geral,
os ativos sao remunerados por meio da Base de Remuneracao Regulatéria (BRR) ou da
Base de Anuidade Regulatéria (BAR) da empresa (ANEEL (2015a)).

Os ativos reconhecidos na BRR sao aqueles que de fato sao utilizados no servico
publico de distribuicdo de energia elétrica, a exemplo de méquinas e equipamentos. Caso
nao sejam classificados dessa forma, a exemplo de softwares, passam a compor a BAR da

distribuidora, (ANEEL (2016a)).

Para os ativos que comporao a BRR da empresa, o Submodulo 2.3 do PRORET

determina que a avaliacao deve observar os seguintes itens:

A base de remuneracgao da ultima revisao tarifaria periddica da concessionaria deve

ser "blindada', ou seja, ndo serdo mais reavaliados pela concessionéaria;

e Os ativos incluidos entre as datas-bases da revisao anterior e da atual que ainda
estiverem em operacao comporao a Base Incremental da empresa;

e Os valores finais da nova BRR sdo obtidos somando os valores atualizados da base de
remuneracao blindada com os valores das inclusoes ocorridas entre a revisao tarifaria
anterior e a atual (base incremental);

e A data-base é dada pelo ultimo dia do sexto més anterior ao més da revisao tarifaria
da RTP;

e A base de remuneragao devera ser atualizada pela variagao do IPCA entre a data-base

e a data da revisao da empresa.

A tltima revisdo tarifaria da CEB ocorreu em 22/10/2016. Como o horizonte
temporal da andlise é de 30 anos e o ciclo tarifirio da empresa'® é de 5 anos, entdo a CEB
terd 6 revisoes tarifarias durante a andlise. A primeira delas ocorrerd em 22/10/ 2021 e a
ultima em 22/10/2046. Assim, com base nas regras acima, a data-base para a incorporagao
dos ativos na BRR da empresa é 30/04 do respectivo ano. Dessa forma, para a RTP de
2021, por exemplo, serdo considerados os ativos incluidos até 30/04/2021. Para a RTP de
2026, os ativos reconhecidos em 2021 passarao a formar a base blindada da concessionaria,
e a base incremental serd dada por aqueles instalados entre 01/05/2021 e 30/04/2026 e
que ainda estao em operagao, ou seja, nao foram totalmente depreciados. A andlise se

repete para as demais revisoes da andlise.

O Submodulo 2.3 explicita ainda que na valoracao de cada bem sdo incluidos

tanto os custos dos equipamentos quanto a quantia necessaria para colocar o bem em

19 Periodo entre duas revisoes.
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operacao. Em razao disso, para esse trabalho, os custos de aquisi¢ao e instalagao dos
medidores, da infraestrutura de telecomunicagoes e de automacao serdao incorporados a
base de remuneragao da concessionaria. Os investimentos relativos a infraestrutura de TI

nao sao inclusos porque seu tratamento ocorre de outra forma, por meio da BAR.

Uma vez definida a BRR da concessionaria, calculamos a Base de Remuneragao

Bruta (BRRb) da concessionaria, conforme 4.25.
BRRb = AIS — Bens Tot. Depreciados (4.25)

onde:

e AIS: é o Ativo Imobilizado em Servico, dado pelos ativos que foram incorporados
desde o inicio do projeto até a data-base da revisao. Refere-se aos ativos em operagao
na concessao. O AIS compoe a BRR da empresa, que inclui também outras contas.
Como, para esse caso, essas outras contas nao serao valoradas, entao o AIS serd a
propria BRR da empresa;

e Bens Tot. Depreciados: engloba os ativos que ja atingiram toda a vida ttil regula-

toria de 13 anos definida nas condig¢oes de contorno.

Assim, podemos reescrever 4.25 como
BRRb = BRR — Bens Tot. Depreciados (4.26)

De posse da BRRb, calculamos a Base de Remuneracao Liquida (BRRI) da concessionéria

conforme 4.27.

BRRIl = BRRb — Depreciacao Acumulada (4.27)

onde Depreciacao Acumulada engloba os valores dos ativos que ja foram depreciados e

amortizados em anos anteriores, mas ainda nao atingiram o fim da vida ttil.

Por outro lado, no que se refere a BAR, o Submodulo 2.3 define que ela é obtida

como uma fungao dos ativos incorporados a BRR conforme equacao 4.28.
BAR = 2,7159 x (AIS — TA)~ %7 » (IPC A, JIPC Ay)*% (4.28)

onde:

e AIS : é o Ativo Imobilizado em Servigo que, como destacado anteriormente, é a
propria BRR;

e A : é o Indice de Aproveitamento Integral é aplicado sobre o grupo de ativos que
compoOe uma subestacdo com vistas a considerar o fator de utilizacao da subestacio.
Para essa analise, A = 0; e

e /PCAye IPCA, sao os valores do indice nas revisoes da empresa. Como a andlise

sera realizada em termos reais, essa parcela da equagao sera desconsiderada.
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Assim, para essa analise 4.28 pode ser escrita como:

BAR =2,7159 x (BRR)™ %167+ (4.29)

De forma geral, a BAR engloba os ativos que nao sao diretamente utilizados na
execucao do servico de distribuicdo. Ou seja, estao inclusos nela, dentre outros elementos,
os edificios administrativos, mobiliario de escritério, veiculos utilizados para fins adminis-
trativos e sistemas de TI. Dada essa composigao, os ativos da BAR sao segregados em
trés grupos principais, a saber: BAR aluguéis (BAR,4), BAR veiculos (BARy) e BAR
sistemas (BAR;y). A segregagao ¢ definida com base em percentuais médios regulatorios
definidos em ANEEL (2015a) e apresentados em 14.

Grupo de Ativos | % da BAR
Aluguéis (BAR,) 45%
Veiculos (BARYy) 12%
Sistemas (BARy) 43%

Tabela 14 — Segregacdo da BAR conforme ANEEL (2015a)

Por fim, em razao da limitacdo de reconhecimentos de ativos até a data-base da
revisdo da empresa (30/04 para o caso da CEB), a BRR, BRRb, BRRI e BAR foram
calculadas tomando como base o ano tarifario da empresa, iniciado em maio e finalizado
em abril. Entretanto, a valoragao inicial do investimento total foi realizada considerando o
ano civil. Nesse sentido, apesar do investimento total de 2020 ter sido de R$ 55,45 milhoes,
a BRR desse ano serd de R$ 18,48 milhoes, correspondente ao valor investido até abril de
20202,

Em 2021, ainda que o investimento tenha sido de R$ 91,08 milhdes, a BRR desse
ano englobard além da BRR de 2020, os R$ 36,96 milhoes investido de maio a dezembro
de 2020 e os R$ 30,36 milhoes investidos até abril de 2021, totalizando R$ 67,33 milhoes.

Uma vez reconhecidos os ativos, a ANEEL calcula a remuneragao referente a eles
que a distribuidora recebera anualmente. Novamente, essas remuneragoes também foram
obtidas para o ano tarifario da concessionaria. Ao final, adaptamos os valores novamente

para o ano civil, para entao calcular o VPL associado aos itens de custo.

A remuneracio a ser recebida pelas concessionarias é incorporada ao calculo da
receita total necessaria para a prestacao do servigo de distribuicdo durante o ano de
andlise (Receita Requerida). De forma especifica, sdo materializados no Custo Anual dos
Ativos (CAA), que mensura toda a remuneragio recebida pelos ativos em operagio e que

ainda nao foram amortizados (ANEEL (2016b)). Assim, o CAA é a remuneragao que

20 Aqui incorremos em uma hipétese de simplificacio de que a quantidade investida no ano é uniformemente
distribuida nos 12 meses.
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quer mensurar nessa secao tendo em vista que, como os ativos nao terao reconhecimento

tarifario, entdo ele mensura os custos do projeto para a concessionaria.

O CAA é calculado pela soma da Remuneragao de Capital (RC), da Quota de
Reintegragao Regulatéria (QRR) e do Custo Anual das Instalagdes Méveis e Imédveis

(CAIMI) (ANEEL (2016b)).

A QRR corresponde a amortizagao dos investimentos realizados e é dada por 4.30.
QRR = BRRb x ) (4.30)

onde BRRbD é a Base de Remuneragao Bruta que foi calculada conforme 4.26 e § é a taxa

média de depreciacao dos ativos de 7,69% para essa andlise.

A RC corresponde a remuneracao regulatoria do capital investido pela concessionaria
e é dado por 4.31.
RC = BRRI x TW ACCpré (431)

onde BRRI ¢é a Base de Remuneracio Liquida calculada por 4.27 e rwaccope = 12,26% ¢é
o custo médio ponderado de capital real antes de impostos vigente em dez/2019 (ANEEL
(2016b), ANEEL (2015b)).

Por fim, o CAIMI é segregado em Custo Anual de Aluguéis (CAL), Custo Anual de
Veiculos (CAV) e Custo Anual de Sistemas de Informética (CAI), de forma a remunerar a

BARA, BARy e BARy, respectivamente. As férmulas de célculo estao apresentadas em
4.32, 4.33 e 4.34.

CAL = BAR, X (4.32)

TW ACCpré }
VU + 2

onde rwaccopre =12,26% ¢ VU é a vida 1til dos ativos. Para o caso dos aluguéis, é igual a
19,5 (ANEEL (2016b), p.7).

CAV = BARV X

+

4.
VU 2 (4.33)

1 W ACCpré :|

onde rwaccopre =12,26% e VU ¢é a vida util dos ativos. Para o caso dos veiculos, ¢ igual a
7 (ANEEL (2016b), p.7).

pre
+

Al = BA
¢ B |37 2

(4.34)

onde rwaccepre =12,26% e VU é a vida util dos ativos. Para o caso dos sistemas de
informatica, é igual a 5,3 (ANEEL (2016b), p.8).

O CAA faz parte da Parcela B das concessionarias, que se refere aos custos
gerenciaveis do servigo. A Parcela B e, consequentemente, o CAA sao calculados apenas
na ocasiao da revisao tarifaria da empresa. Nos demais anos do ciclo, o valor é atualizado

conforme 4.35.
VPB, =VPByx (IGPM — X) (4.35)
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onde V PBy ¢é o valor da Parcela B no ano anterior, IGPM ¢ o indice de precos utilizado e
X é o Fator X definido pela ANEEL com o objetivo de compartilhar com os consumidores
os ganhos de eficiéncia obtidos pela concessionéria ao longo do ciclo tarifario (ANEEL
(2016¢)). Por simplificagdo, o Fator X considerado nessa andalise serd a produtividade média

de 1,53% para o segmento de distribuicao utilizada nos processos tarifarios de 20192

A equagdo 4.35 foi ajustada em funcao do regime regulatorio atual do segmento de
distribuicao (price-cap). Como destacado anteriormente, esse regime é caracterizado pela
alocagao do risco de mercado para a concessionaria (Brasil (1996)). Essa particularidade
faz com que, caso o mercado cres¢a em determinado ano, entao a receita faturada pela
empresa serda maior que a estimada pelo Regulador para definir a tarifa, fazendo com que
a empresa tenha ganhos até a proxima revisao. Similarmente, em caso de retragao do

mercado, a receita faturada é inferior a requerida, levando a prejuizos até a proxima RTP.

Nessa avaliacao, consideramos crescimento de mercado de 2,1% até 2024 e de 2,3%
em diante. Ou seja, caso os ativos do projeto fossem incorporados ao calculo da Parcela B,
entdo, para os anos em que nao ha revisao tarifaria, a CEB receberia o valor de Parcela B

estimado pela ANEEL acrescido do crescimento de mercado.

Como o CAA faz parte da Parcela B da empresa, entdo nos anos em que nao ha
RTP, seu valor seréd dado por 4.36, que corresponde a equagao 4.35 adaptada para cenario

sem inflagdo e com crescimento de mercado.

onde M é o crescimento de mercado, em %, assumido para o ano em questao.

4.2.3.2 Indenizacao

Além do CAA, também incluimos na andlise o custo referente a indenizagao que a
concessionaria receberia ao final do periodo da concessao, dado pelo valor residual dos
ativos instalados e que ainda nao foram totalmente depreciados. O direito a indenizacao
apos a extingao da concessao esta previsto na subclausula segunda da clausula décima

segunda do contrato de concessao da CEB (ANEEL (1999)). Dessa forma, caso os ativos

21" Formalmente, o Fator X é dado pelos componentes Pd, Q e T. O componente Pd se refere & produtividade
média da concessioniria e depende tanto do valor médio de 1,53% quanto do crescimento de mercado
e de unidades consumidoras da empresa em relacdo & média Brasil. No reajuste tarifario de 2019, o
componente Pd da CEB foi de 1,20%, indicando que a produtividade da concessiondria é menor que a
média Brasil. O componente Q tem o objetivo de ajustar a Parcela B com base na performance de
qualidade do servigo e comercial da concessiondria. Para 2019, foi de -0,03%. Finalmente, o componente
T busca ajustar os custos operacionais da empresa aos valores eficientes. Para 2019, foi de -1,21%
(ANEEL (2015¢), ANEEL (2019a), ANEEL (2016a)). Assim, em 2019 o Fator X da CEB foi de -0,04%,
valor substancialmente inferior & premissa adotada nesse trabalho. Ressalta-se que o valor de 2019 nao
foi considerado porque o Fator X é afetado pela qualidade e pelos custos operacionais, contas que sao
alteradas com esse projeto. Assim, entende-se que a estimativa anterior é mais adequada, por reportar
um valor maior para o X e, consequentemente, uma estimativa mais conservadora (menor) do VPL
dos custos.
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tivessem reconhecimento tarifario, a parcela nao amortizada ao final dos 30 anos da
concessao seriam pagas pelo Poder Concedente a concessionaria. Como os ativos do projeto
nao serao incorporados a base regulatéria, entao deve-se calcular ainda o valor associado a
esse direito. Assim como na valoragdo do CAA, a indenizacao sera calculada pela diferenca
entre o investimento do projeto e dos medidores convencionais ndo amortizado e é dada

pelas equacgoes 4.37, 4.38 e 4.39 a seguir.

CAPEX Final; = CAPEX;Y — CAPEX ' (4.37)

onde CAPEX ]SG é o investimento referente ao projeto realizado no ano j, CAPEX ]M Céo

investimento que seria realizado no ano j para a substituicao dos medidores convencionais?.

J
Dep ac. restante; = > CAPEX Final; X § (4.38)
1=2038

onde Dep ac. restante; ¢ a depreciagao acumulada dos ativos que ainda nao foram
totalmente depreciados (restante), § = 7,69% é a taxa média de depreciagdo considerada
nessa analise. A delimitacao iniciando em 2038 ocorre porque todos os ativos instalados
até 2037 foram totalmente depreciados no horizonte do projeto, assim, a depreciagao
acumulada restante é obtida com base nos ativos que foram instalados apds esse periodo.

Para os anos de 2020 a 2037, Dep ac. restante; = 0.

Ind =) CAPEX Final; — Bens Tot. Depreciados; — Dep ac. restante; — (4.39)
J
onde Ind é a indenizacido que a concessionaria receberia ao final do horizonte temporal em

decorréncia dos ativos que ainda nao atingiram a vida til.

Procedendo conforme equacoes acima, Ind = R$ 364 milhoes, valor que foi incor-

porado aos custos do ultimo ano do fluxo (2050).

4.2.3.3 Custos Operacionais

Além dos custos relativos a remuneracao e indenizagao dos ativos instalados, a
distribuidora também incorreria em despesas de operagao e manutenc¢ao associadas aos
equipamentos. A tabela 12 lista os gastos anuais, por unidade consumidora, atrelados a

infraestrutura de telecomunicacoes, aos equipamentos de automagao e a infraestrutura de
TI.

Utilizando as informagoes apresentadas e a projecao de unidades consumidoras para

cada ano da ACB, estimamos o custo operacional de cada ativo por meio das equacoes

22 O cronograma de investimentos para a substituicio dos medidores convencionais foi devidamente
alinhado a sua vida 1til, de 25 anos. Ou seja, nesse caso, o inicio de cada ciclo de investimentos ocorre
apenas 25 anos depois do anterior. No cenario do projeto, o intervalo é de 13 anos dada pela vida 1til
dos equipamentos das redes inteligentes.
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4.40, 4.41 e 4.42.

onde C'OT} é o gasto total com operacao e manutencao da infraestrutura de telecomunica-
¢oes no ano j, COTUC; é o gasto, em R$/UC, para o ano j, conforme premissas em 12 e

9 e Med; é a quantidade de medidores em operacao no ano j.

onde COA,; é o gasto total com operacao e manutencao dos equipamentos de automagao
no ano j, COAUC} é o gasto, em R$/UC, para o ano j, conforme premissas em 12 e 9 e

Med; é a quantidade de medidores em operagao no ano j.
COTI; = COTIUC; x Med; (4.42)

onde COTI; é o gasto total com operacao e manutencao dos ativos de tecnologia da
informaca@o no ano j, COTIUC; é o gasto, em R$/UC, para o ano j, conforme premissas

em 12 e 9 e Med; ¢ a quantidade de medidores em operagao no ano j.

Similarmente a definicao do custo anual dos ativos, o custo operacional total do
projeto foi deduzido do valor que a concessionaria teria para operagao e manuten¢ao do
sistema de medicao convencional. O modelo de Empresa de Referéncia de 2008 da CEB
atribuiu a concessionaria custo anual de R$ 1,54 milhdes para execucdo das tarefas de
O&M referentes ao sistema de medicao da empresa, o que equivalia a um custo de R$
1,98/UC em maio de 2008. A pregos de jan/2019, o custo equivale a R$ 3,59/UC. Dessa

forma, o custo operacional do sistema de medicao usual da concessionaria é dado por 4.43.

onde COMC; é o gasto total com operacao e manutencao que seria incorrido pela distri-
buidora no ano j caso o projeto nao ocorresse, isto €, caso os medidores fossem apenas
substituidos por equipamentos convencionais, COMUC; = R$ 3,59/UC ¢é o gasto com
tarefas de O&M do sistema de medicao por unidade consumidora para o ano j e MedC} é

a quantidade de medidores convencionais que estaria em operacao na auséncia do projeto.

Para esse cenario, a quantidade de medidores em operacao anualmente foi ajustada
de forma a considerar a vida 1til maior desses equipamentos (26 anos) em relagdo aos

ativos do projeto (13 anos).
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A figura 8 apresenta o fluxo de custos e beneficios ao longo do horizonte temporal de
analise. Nota-se que, em razao dos diversos ciclos de implementacao adotados, tanto os itens
de custo quanto os de beneficio apresentam valores substanciais em todos os anos da anélise.
Para a curva de beneficios, observa-se que os valores crescem acentuadamente até 2029 em
decorréncia da premissa de dez anos para a instalacao dos ativos. Nos demais anos, os
beneficios sao mantidos no patamar maximo, uma vez que os ativos sao substituidos assim
que atingem sua vida 1til e, portanto, todo o beneficio potencial do projeto se mantém.
Para os anos a partir de 2029, observa-se ainda que os beneficios crescem continuamente,

o que é explicado pelo crescimento de mercado e de unidades consumidoras.

Por outro lado, no que tange aos custos, o grafico mostra que o ultimo ano do
projeto tem um valor atipico, causado pelo pagamento da indenizacao. Para os demais anos,
de forma geral, observamos que os valores se elevam substancialmente nos anos de revisao
tarifaria da concessionaria e sdo mantidos constantes nos demais. Esse comportamento é
esperado, uma vez que, caso os ativos tivessem reconhecimento tarifario, sua incorporacao
na Parcela B da empresa e, consequentemente, na apuracao da Remuneracao de Capital,
Quota de Reintegracao Regulatéria e no Custo Anual das Instalagoes Moveis e Iméveis

ocorreria apenas na Revisao Tarifaria Periddica da companhia.

Os fluxos de custos e beneficios foram trazidos a valores de janeiro de 2020 por
meio da taxa regulatéria de capital do segmento de distribuicao vigente no més, que é de
8,09% (em termos reais, depois de impostos). A figura 9 apresenta o valor presente liquido

de cada um dos itens de beneficios e custos considerados nessa andlise.

Os principais beneficios do projeto sao aqueles associados a reducao das perdas
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Figura 8 — Fluxo de custos e beneficios (em R$ milhdes)
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Figura 9 — Valor presente liquido dos custos e beneficios (em R$ milhoes)

nao técnicas, dos quais se destacam a compra de energia evitada (VPL = R$ 325 milhoes)
e a receita incremental associada a regularizagao dos fraudadores (VPL = R$ 87 milhoes).
No agregado, os beneficios de perdas valem R$ 456 milhoes, o que corresponde a 66%
dos beneficios totais do projeto. Também foram relevantes os beneficios sobre o custo
operacional da empresa, essencialmente os associados a redugao do custo de leitura (VPL =
R$ 142 milhdes). No agregado, os beneficios de custos operacionais valem R$ 154 milhoes,
o que corresponde a 22% dos beneficios totais do projeto. Os beneficios associados a
qualidade e inadimpléncia somam, juntos, 12% do total. Assim, o valor presente de todos

os beneficios do projeto é de R$ 689 milhoes.

Por outro lado, para os itens de custo, observamos quase a totalidade dele (84%)
decorre do custo anual dos ativos perdido em razao do nao reconhecimento tarifario dos
ativos (R$ 835 milhoes). Os custos operacionais e a indenizagao respondem por 16% do
total, valendo R$ 130 milhoes e R$ 33 milhoes, respectivamente. Similarmente, o valor

presente dos custos do projeto somam R$ 998 milhoes.

Os resultados obtidos mostram que, para o contexto atual, a implementagao de um
programa dessa magnitude traria ganhos expressivos na reducao das perdas nao técnicas
e nos custos operacionais da concessionaria. Entretanto, eles nao seriam suficientes para
cobrir os custos decorrentes da perda de receita de capital associada ao nao reconhecimento

tarifario dos ativos. O saldo final do projeto, apresentado na tabela 15 é de R$ -282

milhodes.
VPL (em R$ milhGes)
Custos 998
Beneficios 689
Saldo (B-C) -309

Tabela 15 — Resultado - VPL Total

Buscamos ainda um ponto de reconhecimento tarifario 6timo que fizesse o VPL
do projeto ser R$ 0. O valor obtido foi de 20,3%. Entretanto, cabe destacar que a forma
como foram calculados os beneficios indicam que eles seriam integralmente repassados

a empresa, ou seja, nao seriam compartilhados com o consumidor por meio da reducao



5.1. Andlise de Sensibilidade 69

dos custos operacionais e do aumento na exigéncia nos indicadores de qualidade e perdas,
por exemplo. Caso esse compartilhamento ocorra, o percentual de cobertura tarifaria dos

ativos que viabiliza o projeto serd maior.

Assim, nosso resultado indica que o arcabougo regulatério atual nao é suficiente para
garantir a atratividade das redes inteligentes sob a otica do concessionario de distribuigao.
Ou seja, a implementacao desse tipo de tecnologia nao ocorrera com o modelo regulatorio
atual. Nesse sentido, cabe avaliar a atratividade desse projeto sob a perspectiva da sociedade
como um todo de forma que, se o resultado for positivo, haverd ganhos sociais com a

implementacao dos ativos, sendo necesséria a flexibilizacao do arcabougo regulatério atual.

5.1 Analise de Sensibilidade

A anélise custo-beneficio esta fundamentada em condigdes de contorno extraidas
de outras referéncias. Dado o grau de incerteza inerente a esses valores, é fundamental a
realizacao de andlise de sensibilidade sobre os principais parametros de forma a avaliar a
atratividade do projeto a essas oscilagoes (JRC (2012a)). Sera realizada mantendo todas
as demais premissas constantes. Os parametros selecionados para realizacdo de analise de

sensibilidade sao:

e Cronograma de implementagao dos ativos;

Vida 1util dos ativos;

e Taxa de desconto; e

Reducao anual dos custos.

5.1.1 Cronograma de implementacdo dos ativos

Essa avaliagao considerou periodo de implementagao de dez anos e cronograma
similar ao adotado na Roménia, no qual a maior parte dos ativos é implementada ao final
do ciclo, como apresentado na figura 7. Na analise de sensibilidade, consideramos outros
perfis de implementacao citados nesse trabalho que variam com relagao ao periodo de

implementagao e/ou com relagao a uniformidade do cronograma de instalagao.

De forma geral, a decisao de postergar a maior parte dos investimentos para os
ultimos anos do ciclo acaba por reduzir o custo do projeto, em razao da curva de reducao
dos custos dos equipamentos. Por outro lado, como os beneficios dependem da quantidade

de ativos instalados, entao também sao reduzidos com essa decisao.

A tabela 16 apresenta os resultados para outros 4 cronogramas de implementagcao,
dos quais o de 13 anos com folga nas pontas esta detalhado na figura 1 e o de 6 anos esta

apresentado na figura 3.
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Cronograma Saldo (B-C)
10 anos, Roménia (ACB) -R$ 309
13 anos, folga nas pontas -R$ 289

13 anos, uniforme -R$ 298
10 anos, uniforme -R$ 336
6 anos, Franca -R$ 414

Tabela 16 — Sensibilidade - Cronograma de Implementacao (em R$ milhGes)

Os resultados mostram que, para todos os casos, o alongamento da janela de
instalacao e a definicao de cronograma assimétrico tornam o projeto economicamente mais
atrativo. Para o periodo de implementacao de 10 anos, por exemplo, a definicao de um
cronograma uniforme levaria o saldo para R$ -336 milhoes, ou seja, reduziria o valor do

projeto em R$ 27 milhoes.

Além disso, a tabela mostra ainda que o saldo final dessa andlise poderia ser
reduzido em R$ 20 milhoes assumindo periodo equivalente a vida ttil dos medidores

inteligentes (13 anos) e perfil de implementacao com folga nas pontas.

5.1.2 Vida util dos ativos

Nesse trabalho, consideramos que a vida 1til dos ativos associados ao projeto é de
13 anos, levando a uma taxa de depreciacao de 7,69%. Trata-se da taxa regulatoria de
depreciagao utilizada pela ANEEL no célculo da QRR (amortizac¢ao) dos ativos. Quando
analisamos outros trabalhos, observamos que a vida util de 15 anos foi comumente

empregada nas avaliagoes de outros paises.

Assim, testamos para uma vida 1til de 15 anos considerando o caso em que tanto o
cronograma da concessiondria quanto a taxa de depreciagao regulatéria sao alterados. Ou
seja, o intervalo entre dois ciclos de implementacao passaria de 3 para 5 anos e a taxa de

depreciagao que atualmente é de 7,69% seria de 6,67%. A tabela 17 apresenta os resultados.

Depreciagao Saldo (B-C)
7,69%, 13 anos (ACB) -R$ 309
6,67%, 15 anos -R$ 267

Tabela 17 — Sensibilidade - Vida util dos ativos (em R$ milhoes)

O saldo apresentado mostra que a vida ttil definida tem impacto significativo no
resultado. A extensao desse parametro em apenas 2 anos gerou uma redugao de mais de
13% no saldo do projeto (R$ 42 milhoes). Dessa forma, entende-se que, caso a adogao
dessas tecnologias se mostre necessaria para o Brasil, ¢ importante que esse parametro

seja revisado antecipadamente.
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5.1.3 Taxa de desconto

A taxa de desconto utilizada deve refletir a melhor rentabilidade que o investidor
teria em outro ativo. Como, nesse caso, o investidor é o acionista da concessionaria, entao
a taxa de desconto é igual a taxa de remuneracao regulatoria definida pela ANEEL. No
trabalho, consideramos o valor vigente em dezembro de 2019, de 8,09%. Entretanto, em
abril de 2020 o valor foi recalculado pela ANEEL e reduziu para 7,32%.

Cabe destacar que a taxa regulatéria também é considerada no calculo do custo
anual dos ativos, ja que define a remuneracao de capital recebida pelo acionista. Nessa
analise, alteramos o pardmetro tanto no calculo do CAA quanto do VPL, considerando a

nova rentabilidade para o segmento de distribuicao. A tabela 18 apresenta os resultados.

Taxa de desconto | Saldo (B-C)
8,00% (ACB) RS 309
7.32% ‘RS 314

Tabela 18 — Sensibilidade - Taxa de Desconto (em R$ milhoes)

Os resultados mostram que a queda na taxa de desconto reduziria ainda mais o

saldo do projeto em R$ 5 milhoes.

5.1.4 Reducao anual dos custos

Nessa avaliacido consideramos reducao de 1,5% no custo dos ativos por ano como
consequéncia da curva de aprendizagem e dos efeitos de economia de escala inerentes
ao projeto. Sobre esse pardmetro, outras referéncias consideraram reducao de 1% e de
2% no valor dos ativos anualmente. A tabela 19 apresenta os resultados da andlise de

sensibilidade desse parametro.

Redugao anual | Saldo (B-C)
1,5% (ACB) “R$ 309
1% -R$ 358
2% -R$ 273

Tabela 19 — Sensibilidade - Redugao anual dos custos (em R$ milhoes)

As oscilagoes na premissa de reducao anual dos custos dos ativos possuem impactos
expressivos na atratividade do projeto. Caso a reducdo assumida fosse de 1%, conforme
adotado por ANEEL (2011a), o saldo do projeto reduz em 15%. Por outro lado, caso
as reducoes anuais fossem de 2%, o saldo aumentaria em R$ 36 milhoes, entretanto,

permaneceria negativo.

Outra premissa associada a reducao dos custos se refere ao nivel de saturacao dos

custos, valor a partir do qual o preco dos ativos nao se reduz mais. Na analise, adotamos
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nivel de saturacao equivalente a 70% do valor original do bem. A tabela 20 apresenta o

saldo do projeto caso esse nivel fosse de 80% e 60% do custo inicial.

Saturagao dos custos | Saldo (B-C)
50% (ACB) RS 309
80% -R$ 329
60% -R$ 306

Tabela 20 — Sensibilidade - Saturac¢do dos custos (em R$ milhdes)

A diferenga nos impactos das oscilagoes do nivel de saturagdo na atratividade do
projeto se devem ao fato de que, no cenario original, a estacionariedade do projeto s
ocorre a partir do 23° ano do fluxo (2043) no cendrio original. Para o nivel de saturagao
de 80%, o valor constante seria atingido no 14° do fluxo (2034), impactando o saldo em
R$ -20 milhoes. Por outro lado, para o nivel de 60%, a saturacao nao seria atingida nos 30

anos da anédlise, afetando o valor do projeto em R$ 3 milhoes.
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6 Conclusao

O objetivo principal dessa dissertacao foi avaliar a atratividade da implementacao
das redes inteligentes sob a Otica da concessionaria de distribuicdo. Baseando no caso
da Companhia Energética de Brasilia (CEB), desenvolvemos uma analise custo-beneficio
utilizando as recomendacoes listadas aos paises da Uniao Europeia, apresentadas em JRC
(2012a). A hipotese central da avaliagdo é de que os ativos associados as redes inteligentes

nao possuem reconhecimento tarifario.

As condigdes de contorno, os itens de custo e de beneficio foram listados e valorados
utilizando analises custo-beneficio realizadas em trabalhos anteriores para o Brasil e para
outros paises. Dada a hipdtese central de nao reconhecimento tarifario, o valor obtido
para o investimento do projeto nao foi integralizado diretamente ao custo da empresa. Ao
contrario, realizamos o calculo das receitas regulatorias de capital que a concessionaria

receberia para esses ativos, utilizando as regras de célculo definidas pela ANEEL.

Assim, estimamos, para cada ano, a Remuneragao de Capital, a Quota de Rein-
tegracao Regulatoria e o Custo Anual das Instalagbes Moveis e Iméveis associados a
diferencga entre o CAPEX do projeto e aquele que seria realizado para a substitui¢ao dos
medidores convencionais. A soma dessas contas, denominada Custo Anual dos Ativos, é o
principal custo do projeto. O outro item de custo é dado pelos gastos anuais de operacao e

manutencao dos equipamentos, subtraidos os gastos para O&M dos ativos convencionais.

Por outro lado, os beneficios decorriam da reducao das perdas nao técnicas, da ina-
dimpléncia, do custo operacional e da melhoria da qualidade. Para mensura-los, utilizamos
as premissas de reducao de cada item verificada nas referéncias nacionais e internacionais,

bem como dados da concessionéria analisada.

Os resultados obtidos mostraram que os principais beneficios sdo aqueles associados
a redugao das perdas nao técnicas (66%), dos quais se destacam a compra de energia evitada
e a receita incremental associada a regularizacao dos fraudadores. Também foram relevantes
os beneficios sobre o custo operacional da empresa, essencialmente os associados a redugao
do custo de leitura. No agregado, os beneficios de custos operacionais corresponderam a
22% dos beneficios totais do projeto. Os beneficios associados a qualidade e inadimpléncia
somaram, juntos, 12% do total. No total, o valor presente de todos os beneficios do projeto
foi de R$ 689 milhoes.

Por outro lado, para os itens de custo, observamos quase a totalidade dele (84%)
se refere do custo anual dos ativos perdido em razao do nao reconhecimento tarifario dos

ativos. No total, o valor presente de todos os custos do projeto somaram R$ 998 milhdes.
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O saldo final do projeto foi de R$ -309 milhoes e estd coerente com o resultado das
demais andlises considerando apenas os beneficios atribuidos somente as distribuidoras.
Assim, nessa analise identificamos que, para o contexto atual, implementacao de um
programa, dessa magnitude traria ganhos expressivos na reducao das perdas nao técnicas
e nos custos operacionais da concessionaria. Entretanto, eles nao seriam suficientes para
cobrir os custos decorrentes da perda de receita de capital associada ao nao reconhecimento

tarifario dos ativos.

Dessa forma, caso os servigos viabilizados pelas redes inteligentes se mostrem
necessarias para o consumidor de energia elétrica brasileiro e atrativas sob o ponto de
vista da sociedade como um todo, ha a necessidade de discussao e atuacao regulatéria no
sentido de viabilizar essas tecnologias, tendo em vista que o modelo regulatério atual se

mostra insuficiente.

Para estudos futuros, sugerimos o uso do procedimento adotado para realizar a
analise para outras concessionarias; o recalculo dos custos operacionais regulatérios, das
metas de perdas e qualidade, de forma a considerar o compartilhamento dos ganhos com o
consumidor bem como a reavaliagdo das premissas adotadas na definicao dos custos e dos

beneficios e das férmulas de mensuracao.
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