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        O crescimento expressivo da geração distribuída solar observada nos últimos anos 

no Brasil impõe desafios ao planejamento energético e à operação do sistema elétrico. 

Nesse contexto, os modelos de projeção de adotantes de sistemas fotovoltaicos são 

importantes ferramentas que auxiliam na identificação dos desdobramentos técnicos, 

econômicos e regulatórios provocados pela expansão dessa tecnologia. Este trabalho 

analisa o impacto da segmentação do mercado potencial por clusters de consumo na 

projeção de adotantes de geração distribuída do setor residencial de uma distribuidora 

específica. Para tal, a metodologia de clusterização k-means é aplicada a dados de 
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The significant growth of distributed solar generation observed in recent years 

in Brazil poses challenges to energy planning and to the operation of the electric power 

system. In this context, projection models of photovoltaic system adopters are important 

tools that support the identification of the technical, economic, and regulatory 

developments arising from the expansion of this technology. This study analyzes the 

impact of segmenting the potential market by consumption clusters on the projection of 

distributed generation adopters in the residential sector of a specific distribution utility. 

To this end, the k-means clustering methodology is applied to annual electricity 

consumption data to identify representative consumer groups. The projection of the 
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1 INTRODUÇÃO 

A transição energética passa pela entrada em larga escala de renováveis 

variáveis como medida de mitigação de emissões de CO₂, elemento fundamental para 

o atingimento dos compromissos climáticos assumidos pelos países no âmbito de 

acordos internacionais, como o Acordo de Paris (UNFCCC, 2026). Nesse contexto, as 

energias renováveis vêm se destacando nos sistemas elétricos globais, principalmente 

devido à redução de custos dessas tecnologias ao longo da última década. 

A energia solar fotovoltaica apresenta a vantagem de poder ser explorada de 

forma centralizada, em grandes usinas conectadas à rede de transmissão, ou distribuída, 

em pequenas instalações próximas ou no próprio local de consumo, como telhados 

residenciais, comerciais e industriais. A Geração Distribuída (GD) solar fotovoltaica, 

em especial, tem se mostrado uma solução atrativa para consumidores que buscam 

maior autonomia energética e redução de custos com eletricidade. 

China, Alemanha e Estados Unidos são exemplos emblemáticos da expansão da 

GD solar, com políticas públicas e incentivos que promoveram a rápida adoção dessa 

tecnologia. Programas de incentivo à adoção da GD em áreas rurais, na China, fizeram 

com que o país alcançasse cerca de 225 GW de capacidade instalada de GD ao final de 

2023. Já na Alemanha, o avanço foi impulsionado por tarifas atrativas e mecanismos 

de remuneração promovidos pelo governo, o que resultou em mais de 2,5 milhões de 

sistemas de GD instalados, alcançando 51 GW de capacidade instalada (CEEW, 2024). 

 No Brasil, a trajetória não tem sido diferente. Desde a publicação da Resolução 

Normativa nº 482/2012 pela Agência Nacional de Energia Elétrica (ANEEL), que 

estabeleceu o marco regulatório da GD, observou-se um crescimento exponencial da 

geração distribuída solar. Segundo dados da ANEEL, o país alcançou a marca de 38,7 

GW de potência instalada em GD até o início de 2025, com predominância de sistemas 

fotovoltaicos em telhados residenciais e comerciais (ANEEL, 2025). No ano de 2022, 

o Brasil já ocupava o 9º lugar dos países do mundo com maior capacidade instalada de 

GD (CEEW, 2024). 

Diante do crescimento expressivo da geração distribuída solar, torna-se cada 

vez mais relevante o desenvolvimento de modelos de projeção da adoção dessa 

tecnologia. Esses modelos são fundamentais para subsidiar o planejamento energético 

de médio e longo prazo, orientar políticas públicas, definir estratégias regulatórias e 
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antecipar os impactos da GD sobre o sistema elétrico. Para que cumpram esse papel 

com eficácia, os modelos devem apresentar projeções coerentes com o comportamento 

dos agentes econômicos e ajustadas às especificidades de cada segmento consumidor.  

No Brasil, com foco no planejamento energético, destaca-se o modelo 4MD 

(Modelo de Difusão do Mercado de Micro e Minigeração Distribuída) desenvolvido 

pela EPE (Empresa de Pesquisa Energética), que estima a difusão da GD com base em 

variáveis como o payback e o mercado potencial. Apesar de ser uma ferramenta 

consolidada no processo de planejamento, o modelo apresenta limitações, como 

apontado pela própria EPE (2022), especialmente no que se refere à segmentação por 

tipo de consumidor e à precisão na estimativa do mercado potencial. 

Dessa forma, o objetivo deste trabalho é avaliar de que maneira as projeções de 

número de adotantes e de potência instalada estimadas pelo modelo 4MD se alteram 

quando o mercado potencial residencial é segmentado por faixas de consumo, com o 

payback recalculado de forma compatível para cada faixa. Para tal, emprega-se uma 

técnica de clusterização a dados reais de consumo de energia elétrica de uma 

distribuidora, e os efeitos da mudança metodológica são avaliados por meio de 

simulações comparativas em diferentes cenários. 

A estrutura do trabalho contém, além desta introdução, uma segunda seção em 

que é descrito o referencial teórico utilizado, apresentando os principais conceitos e 

abordagens relacionadas à difusão da tecnologia solar fotovoltaica. A terceira seção 

descreve a metodologia adotada para avaliação do impacto na quantidade de adotantes 

projetada ao incluir uma segmentação por faixas de consumo, utilizando como base o 

modelo 4MD. A quarta seção apresenta os resultados obtidos. Por fim, na quinta seção, 

são discutidos os impactos observados da alteração metodológica. 
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2 REFERENCIAL TEÓRICO 

A Geração Distribuída (GD) refere-se à produção de energia elétrica dentro da 

área de concessão da distribuidora, mais especificamente, é a geração pela própria 

Unidade Consumidora (UC). É considerada um dos Recursos Energéticos Distribuídos 

(RED), que é um conceito mais amplo que inclui, além da GD, tecnologias como 

armazenamento de energia, veículos elétricos e programas de resposta da demanda 

(EPE, 2018). Esses recursos compartilham a característica de estarem localizados 

próximos aos consumidores finais, promovendo uma maior descentralização do sistema 

elétrico. 

 A expansão da GD nos últimos anos se deve a diversos fatores, incluindo a 

redução dos custos de tecnologias como os painéis solares, incentivos regulatórios e 

políticas públicas favoráveis (EPE, 2018). Esse crescimento tem induzido a mudanças 

significativas no setor elétrico, exigindo adaptações nos modelos de negócios, nas 

estruturas regulatórias e nas práticas de planejamento energético. 

No contexto do planejamento energético, a natureza descentralizada da Geração 

Distribuída (GD) modifica os fluxos de energia no sistema elétrico, tornando sua gestão 

mais complexa. Além disso, sob a perspectiva do planejamento da expansão, a GD 

representa uma alternativa adicional de suprimento para os consumidores finais, o que 

exige uma compreensão aprofundada sobre o ritmo de sua adoção e a evolução de sua 

competitividade ao longo do tempo.  

Nesse sentido, projetar a difusão da GD é uma importante etapa no processo de 

planejamento, especialmente considerando seu potencial de transformar os sistemas 

elétricos, hoje gerenciados centralizadamente. É fundamental contar com estimativas 

precisas, pois, caso o planejador projete um cenário de baixo desenvolvimento da GD 

e, na realidade, se concretize uma alta penetração, poderá haver sobre investimento na 

matriz centralizada. Por outro lado, se for assumida uma elevada difusão da GD e ela 

não se materializar, a confiabilidade do sistema pode ser comprometida ou os custos de 

suprimento aumentarem (EPE, 2023). 

No entanto, a dinâmica de adoção dessa tecnologia é influenciada por uma 

combinação de fatores econômicos, sociais, culturais e comportamentais, que afetam 

diretamente as decisões dos consumidores quanto a sua implementação. Diversos 

estudos têm buscado entender os aspectos que influenciam o processo de difusão da 

GD. No contexto brasileiro, FREITAS (2022) utiliza uma abordagem econométrica 
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para analisar a influência da urbanização sobre a adoção da GD solar em mais de 310 

mil setores censitários, com dados do Censo e outras bases públicas. Os resultados 

demonstraram uma relação em formato de “U” entre o grau de urbanização e a 

propensão à adoção: os níveis mais altos de instalação de sistemas fotovoltaicos 

residenciais ocorrem em áreas periféricas de grandes centros urbanos, ao contrário do 

que se observa nos extremos — áreas muito urbanizadas ou muito rurais. O estudo 

destaca ainda a importância de variáveis como renda, densidade habitacional, tipo de 

moradia e características demográficas. 

SAN-MARTÍN E ELIZALDE (2024) investigam a adoção da GD na região do 

País Basco, na Espanha, a partir de uma abordagem comparativa entre os setores 

residencial e não residencial. Os autores aplicam um modelo de regressão econométrico 

com base em marcos teóricos comuns a ambos os setores, com o objetivo de maximizar 

a comparabilidade dos resultados. A análise mostra que os determinantes da adoção 

variam significativamente entre os segmentos: enquanto fatores comportamentais são 

mais relevantes para os domicílios, os incentivos econômicos se mostram mais eficazes 

para empresas. 

DHARSHING (2016), por sua vez, investiga a difusão espacial da GD na 

Alemanha por meio de modelos econométricos espaciais aplicados a dados agregados 

de mais de 800 mil sistemas fotovoltaicos. Os resultados mostram que incentivos 

econômicos são determinantes importantes, mas que os efeitos espaciais também 

exercem papel relevante na formação de “aglomerados geográficos” de adoção. Esses 

estudos reforçam que a adoção da GD é um fenômeno multifacetado, fortemente 

influenciado por fatores territoriais, econômicos, sociais e comportamentais. 

Dessa forma, é importante que os modelos de projeção da adoção dessa 

tecnologia possam abarcar as características comportamentais da sua adoção por parte 

dos consumidores, permitindo chegar a resultados adequados e tão precisos quanto 

possível. Nesse sentido, para projetar a difusão da capacidade instalada de unidades de 

GD no Brasil, a EPE utiliza o Modelo de Mercado da Micro e Minigeração Distribuída 

(4MD), desenvolvido com base no trabalho de KONZEN (2014). 

Em KONZEN (2014), é desenvolvido um modelo para projeção da difusão de 

sistemas fotovoltaicos conectados à rede em residências brasileiras no horizonte 

decenal. É baseado na teoria da difusão de inovações, descrita por ROGERS (2003). 

Essa teoria busca explicar como inovações são adotadas numa população. Segundo essa 

teoria, o sucesso da difusão de uma tecnologia é resultado da troca de informações 
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através de redes interpessoais, que se refletem em uma expansão exponencial dessa 

informação. Dessa forma, o número de indivíduos que adotam a inovação, numa base 

acumulativa, resulta em uma distribuição sigmoide, também conhecida como “curva 

S”. 

A formulação matemática da curva S, baseada na teoria da difusão de inovações, 

foi concebida por Frank Bass em 1969 e é denominada modelo de difusão de Bass. O 

modelo gera uma curva sigmoide da taxa de penetração de mercado ao longo do tempo, 

dada pela seguinte formulação: 

 

 𝑓(𝑡)

1 − 𝐹(𝑡)
= 𝑝 +  

𝑞

𝑚
𝑁(𝑡) (1) 

 

Onde: 

f(t): probabilidade de adoção no tempo t; 

F(t): distribuição acumulada da probabilidade de adoção; 

p: coeficiente de inovação; 

q: coeficiente de imitação; 

m: mercado potencial final, ou seja, o número total de indivíduos que adotarão; 

a tecnologia ao tempo final do horizonte de projeção; 

N(t): número acumulado de adotantes. 

 

Adicionalmente, o número absoluto acumulado de adotantes no tempo t é dado 

por: 

 

 𝑁(𝑡) = 𝑚𝐹(𝑡) (2) 

 

Onde: 

N(t): número acumulado de adotantes. 

m: mercado potencial final. 

F(t): distribuição acumulada da probabilidade de adoção. 

 

No modelo de Bass, a difusão é representada por uma curva em formato de “S”, 

que parte de uma adoção lenta nos primeiros anos (impulsionada por consumidores 

mais inovadores), acelera com o crescimento da visibilidade da tecnologia e o efeito de 
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imitação (influência social, boca a boca, experiências positivas), e tende a se estabilizar 

à medida que o mercado vai se saturando. A adoção da tecnologia em cada ano é 

calculada com base em dois parâmetros: o coeficiente de inovação (p), que representa 

fatores externos à rede social dos consumidores, como incentivos ou políticas públicas; 

e o coeficiente de imitação (q), que representa a influência de outros consumidores na 

decisão de adoção. 

Esses parâmetros (p e q) podem ser estimados de algumas maneiras: através de 

regressão linear utilizando dados históricos, através de analogias com produtos 

similares ou através de pesquisas de opinião para levantar a intenção de compra dos 

consumidores (KONZEN, 2014). O modelo de Bass é utilizado para estimar a 

velocidade de adoção de uma tecnologia, sendo o número de potenciais usuários 

exógeno ao modelo. Dessa forma, o modelo também pode ser aperfeiçoado por meio 

da utilização de um mercado (m) que varie ao longo do tempo t; assim é possível incluir 

variáveis relacionadas a custos, características da população, e outros efeitos que 

possam afetar o mercado potencial através da utilização de um modelo prévio para 

definir o mercado potencial. 

2.1 Modelo de Mercado da Micro e Minigeração Distribuída 

O 4MD utiliza o modelo de Bass para o cálculo do número de adotantes de 

Micro e Minigeração Distribuída (MMGD) não apenas para a tecnologia fotovoltaica, 

mas também para a geração eólica, termelétricas e Centrais Geradoras Hidrelétricas 

(CGH), uma vez que a regulamentação atual permite modelos de geração compartilhada 

e autoconsumo remoto1, onde o consumidor tem acesso às diferentes tecnologias por 

meio do uso de créditos, sem necessariamente ter o recurso instalado em sua unidade 

consumidora. O modelo projeta a quantidade de consumidores que receberão créditos 

MMGD, que não é necessariamente o número de micro e minigeradores instalados. 

Além disso, a projeção é feita inicialmente de forma generalizada para todas as 

tecnologias, e posteriormente realiza-se uma abertura através de fatores para distribuir 

os adotantes nos diferentes tipos de tecnologia. 

 
1 A Resolução Normativa nº 1.000/2021 da ANEEL define o autoconsumo remoto como uma modalidade de 
GD em que uma unidade consumidora com microgeração ou minigeração distribuída está em um local 
diferente da unidade consumidora que recebe os créditos de energia. Já a geração compartilhada, de acordo 
com a mesma resolução, caracteriza-se pela reunião de consumidores, composta por pessoas físicas ou 
jurídicas que possuam uma unidade consumidora com MMGD. 
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A projeção é feita numa resolução espacial por distribuidora, uma vez que a 

adoção do sistema de GD depende da atratividade econômica, ou seja, do valor do 

investimento inicial e do custo das tarifas de energia elétrica. Por isso, são consideradas 

no total 54 distribuidoras2, dessa forma, incluindo todas as unidades consumidoras do 

país. Além disso, os consumidores são segmentados de acordo com as suas classes e 

níveis de tensão, da seguinte maneira: 

• Residencial (Local): projetos de geração em telhados residenciais para 

uso próprio; 

• Residencial (Remoto): projetos de geração em telhados residenciais para 

uso próprio, mas que possuem dimensionamento superior ao consumo 

da própria unidade, e geram créditos para outros imóveis do mesmo 

dono. Também inclui modelos de geração compartilhada residenciais 

conectados em baixa tensão; 

• Comercial BT (Local): projetos de geração em telhados de unidades não 

residenciais de pequeno porte para consumo próprio. 

• Comercial AT (Local): projetos em telhados de shoppings, 

supermercados, galpões industriais, atendidos especialmente no 

subgrupo A4, e cujos créditos de energia são consumidos no local. 

• Comercial AT/BT (Remoto): projetos em solo, em unidades 

consumidoras do grupo A, sem consumo, que geram créditos para 

clientes remotos atendidos no subgrupo B3, especialmente. 

Os segmentos comerciais envolvem também os consumidores das classes 

industrial, rural e serviço público. 

O 4MD utiliza um modelo bottom-up prévio para estimar o mercado potencial 

de cada segmento, ou seja, os consumidores que têm condições de adotar um sistema 

de MMGD na área de cada distribuidora que o modelo abrange, utilizando como base 

critérios socioeconômicos, estruturais e de atratividade financeira de acordo com as 

características dos consumidores de cada segmento. 

Inicialmente, é realizada uma avaliação socioeconômica para delimitar o 

chamado “mercado nicho”, ou seja, aquele grupo de consumidores com maior 

probabilidade de investir em sistemas fotovoltaicos. No segmento residencial, essa 

 
2 53 distribuidoras distintas, mais um conjunto de distribuidoras de pequeno porte agrupadas como 
“Outras”. 
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delimitação considera a renda do responsável pelo domicílio, assumindo-se que 

famílias com renda superior a três salários-mínimos possuem maior capacidade de 

investimento. A partir de dados do Censo 2010 e da base georreferenciada das áreas de 

concessão das distribuidoras, define-se a quantidade de domicílios elegíveis. No 

entanto, nem todos os consumidores com renda suficiente estão aptos à instalação física 

de um sistema fotovoltaico. Por isso, o modelo aplica um Fator de Aptidão Local 

(FAL), que considera a tipologia dos imóveis (casas ou apartamentos) e a condição de 

posse (próprio ou alugado), reconhecendo que sistemas fotovoltaicos não costumam ser 

instalados em imóveis alugados ou sem estrutura adequada. Os domicílios que não se 

enquadram nos critérios de instalação local são realocados para o segmento de geração 

remota, possibilitada por modalidades como autoconsumo remoto e geração 

compartilhada. 

Para os demais segmentos – comercial, industrial, rural e serviço público – o 

levantamento do universo potencial é feito com base em dados da ANEEL sobre o 

mercado cativo, sendo o número total de unidades consumidoras dessas classes no ano 

base da projeção. Como não há uma base de dados tão detalhada quanto a do segmento 

residencial, são utilizados fatores de ajuste para estimar o percentual de unidades com 

aptidão para instalação, segundo sua capacidade financeira. Historicamente, o modelo 

aplicava a mesma proporção de elegibilidade do segmento residencial 

(aproximadamente 15%), mas estudos posteriores indicaram que isso subestimava o 

potencial comercial (EPE, 2022). Assim, o modelo passou a adotar um fator comercial 

de 30% para refletir melhor a realidade de segmentos como o Comercial BT (baixa 

tensão) e Comercial AT/BT Remoto. Já para o segmento Comercial AT (alta tensão 

local), entende-se que os consumidores possuem maior capacidade financeira, 

dispensando a aplicação de fatores limitantes. O mesmo FAL aplicado para o segmento 

Residencial também é aplicado nesses segmentos para limitação do universo potencial 

quanto a capacidade técnica de instalação do sistema fotovoltaico de acordo com a 

característica construtiva da unidade (casa ou apartamento). 

Com o mercado potencial inicial definido, o modelo projeta seu crescimento ao 

longo dos anos com base em premissas macroeconômicas, como a taxa de crescimento 

do PIB nacional. Para consumidores do Grupo A, que têm migrado para o mercado 

livre, é aplicada uma tendência de redução com base em séries temporais. Essa etapa 

visa capturar o dinamismo do número de unidades consumidoras ao longo do tempo. 
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Por fim, o mercado potencial final é determinado pela atratividade econômica 

da GD, que no modelo é medida através do tempo de payback. Essa métrica, embora 

simplificada, é amplamente utilizada por consumidores e adotada pelo modelo como 

referência para estimar a propensão de investimento. Com base em estudos 

internacionais, o modelo adota uma função exponencial que relaciona o tempo de 

retorno do investimento com a fração do mercado disposta a investir. Quanto menor o 

payback, maior a parcela do mercado que se torna viável. Essa função exponencial é 

parametrizada com um fator de sensibilidade ao payback, refletindo a elasticidade da 

decisão de investimento frente ao tempo de retorno. 

 

 𝑓𝑚𝑚 =  𝑒−𝑆𝑃𝐵 ×𝑇𝑃𝐵 (3) 

 

Onde: 

fmm: fração de máximo mercado. 

SPB: sensibilidade ao payback. 

TPB: tempo de payback, em anos. 

 

O valor final do mercado potencial (m) é, portanto, o produto entre o mercado 

potencial inicial e a fração de mercado disposta a investir, conforme a atratividade 

representada pelo payback.  

 

 𝑚 = 𝑓𝑚𝑚 × 𝑚𝑝𝑖 (4) 

 

Onde: 

m: mercado potencial final. 

fmm: fração de máximo mercado. 

mpi: mercado potencial inicial. 

 

O cálculo do payback no modelo é realizado por meio de um fluxo de caixa que 

incorpora  o investimento inicial (CAPEX), as receitas provenientes do Sistema de 

Compensação de Energia Elétrica (SCEE) e outras despesas, como custos de operação 

e manutenção (O&M) e a substituição do inversor. Embora o modelo gere projeções 

para diversos tipos de fontes de geração, o cálculo do payback se baseia nas 
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características da fonte fotovoltaica, dada sua representatividade no mercado de 

MMGD e a ampla disponibilidade de dados nacionais para essa tecnologia (EPE, 2025). 

No repositório do pacote epe4md, disponível no GitHub e desenvolvido em linguagem 

de programação R, é possível consultar todo o fluxo de cálculo do payback, bem como 

os valores de premissas utilizados em cada ciclo de simulação, que são ajustados 

conforme a conjuntura do setor. A Tabela 1 mostra os principais parâmetros de 

simulação do payback. 

Tabela 1 - Principais parâmetros de simulação do payback no modelo 4MD 

Parâmetros de simulação do payback 
Potência típica de um sistema fotovoltaico 

Irradiação Global Inclinada 
Performance Ratio (PR) 

Degradação anual de produtividade 
Despesas anuais com O&M 

Tarifas de eletricidade 
CAPEX 

Fator de autoconsumo 
Projeção de redução de custos 

Custo de substituição do inversor 
Custo de reforço da rede 

Tempo de construção da planta 
Vida útil do sistema 
Fonte: EPE (2025) 

Para a definição da potência típica dos sistemas, adota-se um valor 

representativo para cada segmento considerado no modelo. No caso do segmento 

residencial, por exemplo, o valor adotado para a simulação do Planejamento Anual da 

Operação Energética (PLAN) 2026-2030 foi de 5 kW. Esse parâmetro é empregado 

para estimar a energia gerada anualmente pelo sistema, incorporando um fator de 

capacidade (FC) previamente calculado para a área de concessão, além de uma taxa de 

degradação anual de produtividade dos módulos fotovoltaicos. A Equação 5 apresenta 

a forma de cálculo da energia anual gerada. 

 

 𝐸𝑎 = 𝑃𝑠 × 𝐹𝐶 × ℎ × (1 + 𝐷)(1−𝑎)
 (5) 

Onde: 

𝐸𝑎: energia total gerada no ano pelo sistema; 

𝑃𝑠: Potência do Sistema (fixa em 5 kW); 

𝐹𝐶: fator de capacidade; 

ℎ: horas no ano; 

𝐷: degradação anual dos módulos. 
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O fator de capacidade da fonte fotovoltaica é calculado em base mensal para 

cada distribuidora, utilizando os valores de Performance Ratio e a irradiação global 

inclinada de sua respectiva área de concessão, segundo a Equação 6. O FC aplicado na 

Equação 5 para cada distribuidora é calculado através da média dos fatores obtidos para 

cada mês do ano. 

 

 
𝐹𝐶(𝑑, 𝑚) =  

𝑃𝑅 ×  𝐺𝑇𝐼(𝑑, 𝑚)

24 ×  𝐼𝑆𝑇𝐶
 

(6) 

Onde: 

𝑃𝑅: Performance Ratio, que incorpora perdas por temperatura, sujeira, 

conversão CC/CA, eficiência do inversor, entre outras. Assumido o valor de 

0,75 para o segmento residencial; 

𝐺𝑇𝐼(𝑑, 𝑚):  irradiação diária global média no plano inclinado para a 

distribuidora d no mês m; 

𝐼𝑆𝑇𝐶 : irradiância nas condições padrões de teste = 1 [kW/m²]. 

 

O fator de autoconsumo (FAC), por sua vez, corresponde ao percentual da 

energia que é consumida instantaneamente pela unidade consumidora, bem como a 

parcela remanescente que é injetada na rede. Para o segmento residencial, a EPE adota 

um fator típico de 40%. Isso implica que 40% da energia total gerada pelo sistema é 

autoconsumida pela unidade, enquanto os 60% restantes são injetados na rede de 

distribuição. As Equações 7 e 8 apresentam, respectivamente, o cálculo da energia 

autoconsumida e da energia injetada. 

 

 𝐸𝑎𝑢𝑡𝑜𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜 = 𝐹𝐴𝐶 × 𝐸𝑎 (7) 

 Onde: 

𝐸𝑎𝑢𝑡𝑜𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜: energia autoconsumida; 

𝐹𝐴𝐶: fator de autoconsumo; 

𝐸𝑎: energia anual. 

 

 𝐸𝑖𝑛𝑗 =  𝐸𝑎 − 𝐸𝑎𝑢𝑡𝑜𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜 (8) 

Onde: 

𝐸𝑖𝑛𝑗: energia injetada; 
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𝐸𝑎: energia anual; 

𝐸𝑎𝑢𝑡𝑜𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜: energia autoconsumida. 

 

Dessa forma, o saldo anual do fluxo de caixa é dado pela Equação 9: 

 

 𝑆𝑎𝑙𝑑𝑜𝑎𝑛𝑢𝑎𝑙 =  −𝐶𝐴𝑃𝐸𝑋𝐹𝑉 +  𝑅𝑒𝑐𝑒𝑖𝑡𝑎𝑠 − 𝑂&𝑀 − 𝐼𝑁𝑉 − 𝐶𝐴𝑃𝐸𝑋𝑜𝑏𝑟𝑎𝑠 − 𝐷𝐸𝑀 −  𝐷𝑖𝑠𝑝 (9) 

 

Onde: 

−𝐶𝐴𝑃𝐸𝑋𝐹𝑉: custo de investimento do sistema fotovoltaico. Aplicado somente 

no primeiro ano de operação do sistema; 

𝑅𝑒𝑐𝑒𝑖𝑡𝑎𝑠:  receitas provenientes do mecanismo de compensação da energia 

injetada; 

𝑂&𝑀: custos de operação e manutenção. Aplicado todos os anos desde a entrada 

em operação do sistema; 

𝐼𝑁𝑉: custo de substituição do inversor. Aplicado no 10º ano do fluxo de caixa; 

𝐶𝐴𝑃𝐸𝑋𝑜𝑏𝑟𝑎𝑠 : custo de reforço da rede. Aplicado somente ao segmento 

comercial AT remoto no primeiro ano de operação do sistema; 

𝐷𝐸𝑀: custo relacionado à demanda contratada. Aplicável a minigeração; 

𝐷𝑖𝑠𝑝: custo de disponibilidade. É igual a zero para anos posteriores a 2022. 

O custo de disponibilidade é o valor em moeda corrente associado a um 

consumo mínimo de energia, cujo montante varia conforme o tipo de instalação da 

unidade consumidora. Para unidades trifásicas, a energia equivalente ao custo de 

disponibilidade corresponde a 100 kWh; para unidades bifásicas a três condutores, 50 

kWh; e, por fim, para unidades monofásicas ou bifásicas a dois condutores, 30 kWh 

(ANEEL, 2021). A forma de aplicação da cobrança do custo de disponibilidade para 

unidades participantes do SCEE será abordada com mais detalhes na Seção 2.4. A 

Equação 10 apresenta o cálculo do custo de disponibilidade adotado no modelo. 

 

 
𝐷𝑖𝑠𝑝 =  −𝑃𝑎𝑔𝑑𝑖𝑠𝑝 × 𝐶𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜𝑑𝑖𝑠𝑝 × (

𝑇𝑈𝑆𝐷 + 𝑇𝐸

1 − 𝐼𝑐ℎ𝑒𝑖𝑜
) × 12 (10) 

 

Onde: 

𝐷𝑖𝑠𝑝: custo de disponibilidade 
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−𝐶𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜𝑑𝑖𝑠𝑝: consumo de energia mínimo determinado segundo o tipo de 

instalação (100 kWh, 50 kWh ou 30 kWh). 

−𝑃𝑎𝑔𝑑𝑖𝑠𝑝: percentual de meses do ano em que o custo de disponibilidade será 

cobrado. 

𝑇𝑈𝑆𝐷: tarifa de uso do sistema de distribuição aplicável ao grupo tarifário. 

𝑇𝐸: tarifa de energia aplicável ao grupo tarifário. 

𝐼𝑐ℎ𝑒𝑖𝑜: fator representativo da incidência de tributos na tarifa cheia. 

 

As receitas consideradas no fluxo de caixa são separadas em três componentes: 

receita associada ao autoconsumo, receita referente à energia injetada e receita bônus. 

Para a determinação dos valores correspondentes a essas componentes, são aplicadas 

as tarifas TUSD e TE considerando a incidência dos tributos pertinentes. A separação 

da receita em três componentes distintas é necessária para contemplar as 

particularidades de aplicação do ICMS nas tarifas do SCEE, que serão explicitadas na 

Seção 2.4. 

O modelo considera que a energia autoconsumida gera uma receita, uma vez 

que ela representa a economia dos custos que seriam incorridos caso a unidade 

consumidora não dispusesse de um sistema de GD. A Equação 11 apresenta o cálculo 

dessa receita. 

 

 
𝑅𝑎𝑢𝑡𝑜𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜 = 𝐸𝑎𝑢𝑡𝑜𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜 × (

𝑇𝑈𝑆𝐷 + 𝑇𝐸

1 − 𝐼𝑐ℎ𝑒𝑖𝑜
) (11) 

Onde: 

𝑅𝑎𝑢𝑡𝑜𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜: receita associada ao autoconsumo; 

𝐸𝑎𝑢𝑡𝑜𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜: energia autoconsumida; 

𝑇𝑈𝑆𝐷: tarifa de uso do sistema de distribuição aplicável ao grupo tarifário; 

𝑇𝐸: tarifa de energia aplicável ao grupo tarifário; 

𝐼𝑐ℎ𝑒𝑖𝑜: fator representativo da incidência de tributos na tarifa cheia. 

 

A contabilização da receita associada à energia injetada, por sua vez, considera 

que todo o volume de energia injetado na rede, descontado o pagamento da 

compensação, constitui uma receita para o consumidor. A Equação 12 apresenta o 

cálculo da receita de injeção. 
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𝑅𝑖𝑛𝑗𝑒çã𝑜 = 𝐸𝑖𝑛𝑗 × (

𝑇𝑈𝑆𝐷

1 − 𝐼𝑇𝑈𝑆𝐷
+

𝑇𝐸

1 − 𝐼𝑇𝐸
) − 𝐸𝑖𝑛𝑗 × 𝑝𝑡𝑟𝑎𝑛𝑠𝑖çã𝑜 × (

𝑇𝑈𝑆𝐷𝐹𝑖𝑜𝐵

1 − 𝐼𝑇𝑈𝑆𝐷
) 

(12) 

Onde: 

𝑅𝑖𝑛𝑗𝑒çã𝑜: receita associada à energia injetada; 

𝐸𝑖𝑛𝑗: energia injetada; 

𝑇𝑈𝑆𝐷: tarifa de uso do sistema de distribuição aplicável ao grupo tarifário; 

𝑇𝐸: tarifa de energia aplicável ao grupo tarifário; 

𝐼𝑇𝑈𝑆𝐷: fator representativo de tributos incidentes na TUSD; 

𝐼𝑇𝐸: fator representativo de tributos incidentes na TE; 

𝑝𝑡𝑟𝑎𝑛𝑠𝑖çã𝑜: fatores de transição de cobrança da Fio B definidos no Art. 27 da Lei 

14.300/2022. Para anos anteriores a 2023, é igual a 1; 

𝑇𝑈𝑆𝐷𝐹𝑖𝑜𝐵: componente Fio B da TUSD. 

 

O modelo permite que o cálculo do tempo de retorno seja feito utilizando-se a 

metodologia de payback simples ou payback descontado. No caso de payback 

descontado, o usuário pode escolher a taxa de desconto nominal utilizada para 

descontar o fluxo de caixa. Por padrão, as simulações são feitas utilizando-se o payback 

simples, pois, embora não seja a métrica mais acurada, ela é referência para o modelo 

por trabalhar com a perspectiva do consumidor comum (EPE, 2025). Um estudo 

estadunidense buscou identificar a natureza do processo de decisão na adoção de um 

sistema fotovoltaico, com foco nas métricas financeiras e informações utilizadas como 

base pelos adotantes para a tomada de decisão. Por meio da aplicação de uma pesquisa 

a consumidores residenciais do Texas que adotaram um sistema de GD, foi identificado 

que 66% dos consumidores residenciais utilizaram o payback simples como métrica 

financeira para avaliar a viabilidade do investimento (RAI e SIGRIN, 2013). 

Uma vez definido o tempo de payback para cada ano do horizonte de projeção, 

aplicam-se as Equações (3(4 para estimar o mercado potencial final. Em seguida, a 

Equação 1 é utilizada para definir a difusão desse mercado ao longo do tempo. Os 

coeficientes de inovação (p) e de imitação (q) são calibrados por meio de regressão não 

linear, baseadas no histórico de adoção por segmento e distribuidora, totalizando 270 

curvas “S”3. Essa abordagem permite que diferentes regiões e perfis de consumidores 

 
3 As curvas são simuladas para as 54 distribuidoras, cada uma com os 5 segmentos do modelo. 
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apresentem velocidades de difusão distintas, refletindo a diversidade do mercado 

nacional.  

Com os parâmetros definidos, o modelo calcula a taxa acumulada de adoção 

para cada ano e segmento, e a multiplica pelo mercado potencial daquele ano. O 

resultado é o número acumulado de adotantes, que posteriormente são desagregados 

por fonte. Para o cálculo da potência anual instalada, por sua vez, é multiplicada a 

projeção de adotantes por fonte pela potência média histórica 4  (por segmento, 

distribuidora e fonte). A última etapa no modelo calcula o total de geração oriunda da 

GD por meio da aplicação de fatores de capacidade sobre a capacidade instalada total 

das unidades. A Figura 1 apresenta um resumo da metodologia do 4MD: 

 

 

Figura 1 - Resumo da metodologia do 4MD 

Fonte: EPE (2022) 

2.2 Limitações do Modelo 4MD 

A Nota Técnica EPE DEA-SEE 017/2022 apresenta as limitações e possíveis 

aprimoramentos a serem realizados no 4MD. Nos últimos anos, o mercado real da GD 

tem superado sistematicamente as projeções realizadas. Segundo a nota, parte desse 

desvio está relacionado com diferenças de premissas regulatórias adotadas que eram 

esperadas e foram incorporadas ao modelo, mas que no final acabaram não ocorrendo. 

Entretanto, o desvio observado também se justifica por premissas técnicas e de mercado 

adotadas, além da própria estrutura do modelo. A Figura 2 demonstra a capacidade 

instalada de GD projetada pelo modelo, em comparação com o realizado. 

 
4 Soma da capacidade instalada dividida pela soma do número de unidades consumidoras que recebem 
créditos. 
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Figura 2 - Capacidade instalada de GD projetada para o Plano Decenal de Energia ao 

longo dos anos 

Fonte: EPE (2022) 

Considerando a crescente penetração da MMGD e seu papel no planejamento 

energético nacional, torna-se necessário dar atenção aos aspectos do modelo que podem 

ser melhorados a fim de incorporar maior precisão, granularidade e capacidade de 

resposta às dinâmicas tecnológicas e de mercado que vêm ocorrendo ao longo dos 

últimos anos. 

Entre os principais aprimoramentos sugeridos, destaca-se a necessidade de 

reavaliar o tamanho do mercado potencial. Segundo os apontamentos feitos na Nota 

Técnica, para o segmento residencial, o corte atual de renda (acima de três salários-

mínimos) pode estar limitando a projeção. Essa escolha, embora justificada pela 

necessidade de refletir a capacidade financeira dos consumidores para investir em 

sistemas fotovoltaicos, reduz significativamente o universo de potenciais adotantes: de 

73 milhões de domicílios em 2022 para cerca de 11 milhões. No caso dos consumidores 

não residenciais de baixa tensão, o “fator comercial” utilizado para restringir o mercado 

nicho também se mostrou conservador, sendo sugerida sua ampliação para refletir 

melhor a realidade de adoção. Outro ponto importante é a sensibilidade ao payback, 

principal métrica utilizada para estimar a atratividade econômica dos sistemas. 

Atualmente, adota-se um fator fixo (30%), mas há indícios de que esse parâmetro, 

herdado de estudos estrangeiros, não represente adequadamente o comportamento do 

consumidor brasileiro. 

Além disso, o aumento do mercado potencial também pode impactar 

diretamente a estimativa dos parâmetros p e q do modelo, especialmente o coeficiente 
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de imitação (q). Esse parâmetro expressa o efeito "boca a boca", que define o grau com 

que a decisão de um consumidor em adotar um sistema de geração distribuída é 

influenciada pelo comportamento de outros consumidores. Na equação da curva S de 

difusão, quanto maior o valor de q, mais acelerada é a taxa de adoção, dado um mercado 

potencial fixo. Com o mercado atual subestimado, o modelo calibra valores de q muito 

elevados para ajustar o mercado potencial estimado ao mercado potencial histórico, o 

que compromete a consistência teórica da curva. Ou seja, há um resultado forçado do 

ajuste da curva de difusão: como o mercado potencial é muito pequeno, o modelo 

precisa comprimir a difusão em um curto período para atingir o número de adotantes 

reais, resultando em uma curva S muito inclinada. Isso significa que o modelo é 

obrigado a supor um efeito de imitação muito alto para compensar o mau 

dimensionamento do mercado.  

Essa dinâmica não é benéfica, uma vez que valores muito altos de q não são 

realistas quando comparados com a literatura sobre difusão de inovações. Estudos 

apontam que valores típicos de q estão entre 0,3 e 0,5 para a maioria das tecnologias, 

podendo alcançar valores de até 0,8 em tecnologias mais recentes, como os sistemas 

fotovoltaicos (EPE, 2022). Ultrapassar esse patamar pode sugerir uma anomalia da 

modelagem, o que compromete a consistência e a capacidade preditiva do modelo, 

dificultando a diferenciação entre as distribuidoras e entre os segmentos com distintos 

comportamentos de difusão. Uma vez que o mercado potencial é ampliado, os valores 

estimados de q podem se reduzir para faixas mais compatíveis com a literatura, 

resultando em uma curva de difusão mais gradual e mais bem ajustada aos dados 

históricos. 

Outro aprimoramento relevante diz respeito a potência média dos sistemas. 

Atualmente, essa potência é assumida como constante ao longo de todo o tempo da 

projeção, com valores fixos por segmento, distribuidora e fonte, baseados na média 

histórica. Essa abordagem não condiz com a realidade observada no Brasil e em outros 

países, onde ocorrem variações associadas às mudanças nos perfis de consumo. Dados 

comparativos mostram que, na Austrália, observa-se um crescimento contínuo da 

potência média, enquanto o Brasil apresenta uma tendência de estabilização ou queda.  
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Figura 3 - Comparação da potência média dos sistemas fotovoltaicos de diferentes países 

Fonte: EPE (2022) 

No Brasil, entende-se que oscilação na potência média poderia estar relacionada 

a dois fatores: o aumento do consumo per capita e o consequente interesse por sistemas 

maiores, o que aumentaria a média de potência, bem como a expectativa de 

popularização da GD entre consumidores de menor renda e menor consumo, o que 

tenderia a reduzir a média de potência. 

No entanto, as projeções atuais apontam que a premissa de potência média 

adotada no modelo faz com que seja mantida ao longo da projeção um efeito de que os 

adotantes gerem, em média, muito mais que um consumidor médio do mesmo 

segmento. Por exemplo, o consumo médio em 2021 dos consumidores residenciais era 

de 166 kWh/mês, enquanto a geração média por adotante simulada para o PDE 2032, 

para o mesmo segmento, era de 565 kWh/mês. Tal dinâmica pode ser natural em 

momentos iniciais da difusão, quando domicílios de maior renda e maior consumo 

médio tendem a prevalecer. No entanto, a simulação de cenários com diferentes 

penetrações de consumidores com GD mostrou que, caso essa premissa for mantida, 

pode-se chegar a resultados de projeção em que 20% dos consumidores com GD 

gerarão o suficiente para atender a 70% do mercado cativo, o que demonstra a 

necessidade de redução dessa potência média ao longo do tempo. 

  Nesse sentido, entende-se que uma segmentação do mercado por faixa de 

consumo pode ser uma estratégia relevante para aprimorar a modelagem do mercado 

potencial e da potência média dos sistemas no 4MD, uma vez que permitiria uma 

melhor representação da diversidade dos perfis dos consumidores. Considerando a 
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estrutura atual do modelo, tal mudança demandaria ajustes no cálculo do payback, que 

deverá ser feito para cada faixa de consumo segregada. Dessa forma, os critérios de 

atratividade econômica seriam realinhados às condições específicas de cada grupo. 

Em relação à potência média dos sistemas, a segmentação por consumo é 

diretamente aplicável. Espera-se que consumidores que possuam um maior nível de 

consumo instalem sistemas maiores, enquanto consumidores com menor nível de 

consumo instalariam sistemas proporcionalmente menores. A média atual do modelo, 

ao ser constante por segmento e distribuidora, pode superestimar a potência instalada 

futura quando há expansão para consumidores de menor porte. Por outro lado, pode 

estar subestimando a potência instalada total ao não contemplar a expansão de sistemas 

de maior porte. Ao segmentar os adotantes por faixa de consumo e atribuir a cada grupo 

uma potência média compatível com seu perfil, espera-se refletir com mais precisão a 

evolução esperada da capacidade instalada à medida que a MMGD se populariza. 

Adicionalmente, o reprocessamento do payback com base nas faixas de 

consumo ajuda a articular as modificações avaliadas. Atualmente, o payback é 

calculado a partir de premissas generalizadas considerando um mercado potencial 

agregado, o que pode mascarar as diferenças entre os perfis de consumidores. Ao 

calcular o payback para cada faixa de consumo (considerando tarifas específicas, regras 

de faturamento, fator de autoconsumo, custo de sistema proporcional à potência etc.), 

o modelo consegue abranger a atratividade econômica com uma maior precisão para 

cada grupo. Como resultado, o mercado potencial se ajustará, uma vez que faixas com 

payback atrativo teriam maior penetração, enquanto faixas com payback menos atrativo 

apresentariam uma difusão mais lenta.  

Em suma, a segmentação por faixa de consumo e o reprocessamento do payback 

em nível mais desagregado pode permitir capturar com maior realismo a 

heterogeneidade dos consumidores, tornando as projeções mais coerentes com a 

evolução observada da MMGD no Brasil. 

Para a definição das faixas de consumo mais apropriadas para serem 

incorporadas ao modelo, podem ser utilizados métodos de clusterização que apontem a 

melhor forma de agrupar os consumidores das diferentes distribuidoras e classes, 

considerando seu consumo de energia ao longo do ano. 



31 

 

2.3 Métodos de Clusterização 

A clusterização de dados, também conhecida como análise de agrupamentos, é 

uma técnica de mineração de dados multivariada que tem como objetivo principal 

organizar, por meio de aprendizado não supervisionado, um conjunto de observações 

em grupos homogêneos, denominados clusters (CASSIANO, 2014). Ao contrário da 

classificação supervisionada, a clusterização não parte de categorias pré-definidas. Em 

vez disso, ela identifica padrões e estruturas ocultas nos dados com base apenas nas 

semelhanças entre as observações, medidas geralmente por distâncias em um espaço 

multidimensional. O objetivo é maximizar a similaridade entre os elementos de um 

mesmo grupo e, ao mesmo tempo, garantir que diferentes grupos sejam tão distintos 

quanto possível. 

Existem diversas abordagens metodológicas para realizar a clusterização, cada 

uma com vantagens e limitações específicas. Os métodos hierárquicos organizam os 

dados em uma estrutura em árvore (dendograma), podendo começar com cada elemento 

como um cluster individual e agrupá-los sucessivamente (abordagem aglomerativa) ou 

fazer o caminho inverso (abordagem divisiva). Já os métodos particionais, ou não 

hierárquicos, dividem diretamente o conjunto de dados em um número fixo de grupos 

(CASSIANO, 2014). 

A escolha do método de clusterização mais apropriado depende de diversos 

fatores relacionados aos dados a serem analisados. Deve-se considerar o formato 

esperado dos clusters (esférico, elíptico, arbitrário), a presença de ruídos ou outliers, o 

tipo de variável (numérica, categórica ou mista), a escalabilidade necessária (volume 

de dados) e até o nível de conhecimento prévio sobre a estrutura dos dados 

(CASSIANO, 2014). 

Entre os métodos particionais, o k-means se destaca por sua popularidade, 

simplicidade e eficiência. Este método requer que o número de clusters (k) seja 

previamente definido pelo usuário. O algoritmo parte da escolha aleatória de k centros 

iniciais e, então, atribui cada ponto do conjunto de dados ao centro mais próximo com 

base em uma medida de similaridade, geralmente a distância euclidiana. Após a 

alocação inicial, os centros dos clusters são recalculados como a média dos pontos 

atribuídos a cada grupo. Esse processo é repetido iterativamente até que os centros dos 

clusters deixem de sofrer alterações significativas, ou até que uma função objetivo, 

normalmente o erro quadrático dentro dos agrupamentos (Within-Cluster Sum of 
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Squares – WSS), seja minimizada. O WSS é dado pela soma dos quadrados das 

distâncias intra-cluster, que são as distâncias entre cada ponto pertencente a um cluster 

e o centroide do cluster em que foi alocado (PESSANHA et al., 2015). A Equação 13 

apresenta o cálculo para o WSS. 

 

 

𝑊𝑆𝑆 =  ∑ ( ∑ ‖𝑥𝑖 − 𝑐𝑗‖

𝑥𝑖 𝜖 𝑐𝑙𝑢𝑠𝑡𝑒𝑟𝑗

²)

𝑘

𝑗=1

 (13) 

 

Onde: 

𝑘: quantidade de clusters, escolhido previamente; 

𝑥𝑖: objeto do conjunto total de n objetos, onde i=1,n; 

𝑐𝑗: centroide do cluster j. 

 

Existem métodos específicos para auxiliar na definição da quantidade ideal de 

clusters em uma análise de clusterização. Técnicas como o método do cotovelo (elbow 

method), o índice de silhueta e o critério de informação bayesiano (BIC) são 

amplamente utilizadas para avaliar o número mais apropriado de clusters com base na 

qualidade da separação entre clusters. Dentro desses métodos, são utilizadas métricas 

como silhueta média, distância intra e inter-cluster, e testes de estabilidade para ajudar 

a verificar se a clusterização realizada é de fato adequada, ou seja, se os grupos 

formados têm coerência interna e distinção externa (TAN; STEINBACH; KUMAR, 

2019). 

Dentre os métodos, destacam-se o método do cotovelo e a proporção da 

variância explicada pela variância entre os grupos, que são baseados na análise da 

variabilidade intra-cluster e inter-cluster. 

O método do cotovelo consiste em calcular o WSS para uma faixa de quantidade 

de clusters k e representar graficamente a variação dessa métrica conforme a quantidade 

de clusters é incrementada. Quanto maior a quantidade, o WSS tende a diminuir, uma 

vez que os clusters se tornam menores e mais homogêneos. Em determinado ponto, a 

inclusão de novos clusters não provoca reduções relevantes no WSS. Esse ponto, 

denominado “cotovelo”, indica a quantidade ótima de clusters, que permite minimizar 

o WSS (TURAN, 2025). 



33 

 

Já a proporção da variância explicada pela variância entre os grupos utiliza a 

variabilidade total dos conjuntos de dados para determinar a quantidade adequada de 

clusters. A variabilidade total é quantificada pela soma dos quadrados totais (Total Sum 

of Squares – TSS), também chamada de inércia total. A inércia total, por sua vez, é 

dada pela soma da inércia entre os agrupamentos (Between Sum of Squares – BSS) e a 

inércia dentro dos agrupamentos (WSS). A BSS quantifica a variabilidade entre os 

centroides dos agrupamentos (PESSANHA et al., 2015), sendo apresentada na Equação 

14. 

 

 

𝐵𝑆𝑆 =  ∑ 𝑛𝑘 ∑(𝑐𝑘𝑗 − 𝑥̅𝑗)²

𝑝

𝑗=1

𝐾

𝑘=1

 

(

(14) 

 

Onde: 

𝐾: número total de clusters; 

𝑛𝑘: número de observações pertencentes ao cluster k; 

𝑝: número de variáveis (dimensões) consideradas na análise; 

𝑐𝑘𝑗: centroide do cluster k na variável j; 

𝑥̅𝑗: média global da variável j, considerando todas as observações do conjunto 

de dados. 

 

Ao agrupar os objetos, espera-se formar clusters que possuam uma elevada 

homogeneidade interna e uma elevada heterogeneidade externa, ou seja, que os 

agrupamentos sejam diferentes entre si, mas possuam, dentro deles, objetos mais 

homogêneos entre si quanto possível. A proporção 
𝐵𝑆𝑆

𝑇𝑆𝑆
 permite avaliar o quanto da 

variabilidade total do conjunto de dados (TSS) é capturada pela separação entre os 

clusters (BSS). Valores elevados dessa proporção indicam que grande parte da 

variabilidade dos dados está relacionada às diferenças inter-cluster, sugerindo que os 

grupos são distintos entre si e relativamente homogêneos internamente. Já valores 

reduzidos da proporção são um indicativo de que grande parte da variabilidade está 

concentrada dentro dos próprios agrupamentos, evidenciando uma baixa diferenciação 

entre os grupos. 

Os métodos de clusterização vêm sendo amplamente utilizados no planejamento 

energético em aplicações de variadas escalas. SCOTT et al. (2019) utilizam técnicas de 
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clusterização para a identificação de dias representativos de demanda e geração 

renovável, para posterior aplicação em um modelo de planejamento da expansão da 

geração elétrica. ZHOU et al. (2016) buscam identificar padrões de consumo de energia 

elétrica em domicílios através de um método de clusterização, utilizando dados diários 

de consumo de energia e visando apoio a políticas de eficiência energética. Por fim, 

KHAN et al. (2021) empregam técnicas de análise de agrupamentos a dados horários 

de consumo para identificar perfis típicos de consumo residenciais; posteriormente, os 

resultados são aplicados a um modelo de projeção de consumo com o objetivo de tornar 

as projeções mais precisas. Entretanto, técnicas de análise de agrupamentos não foram 

utilizadas em um modelo de difusão de MMGD para o caso brasileiro, que é o intuito, 

e uma inovação presente nesta dissertação. 

2.4 Sistema de Compensação de Energia Elétrica 

A Resolução Normativa nº 482/2012 da ANEEL estabeleceu as condições 

gerais para o acesso de MMGD aos sistemas de distribuição de energia elétrica, 

permitindo que consumidores produzissem sua própria energia através da instalação de 

sistemas de geração próprios. Essa regulamentação marcou o início do processo de 

descentralização da matriz elétrica brasileira introduzindo o Sistema de Compensação 

de Energia Elétrica (SCEE), por meio do qual o excedente de energia injetado na rede 

de distribuição gera créditos ao consumidor. 

 Posteriormente, o modelo original de compensação foi reformulado com a 

promulgação da Lei 14.300/2022, que estabeleceu o marco legal da MMGD. Essa 

legislação alterou algumas diretrizes relacionadas à rentabilidade da instalação dos 

sistemas de GD, impactando na viabilidade econômica do investimento. 

Nesta seção, serão detalhados alguns dos aspectos principais do SCEE: a 

dinâmica operacional dos fluxos de energia do sistema, as alterações introduzidas pelo 

novo marco legal, as regras de faturamento aplicáveis aos consumidores com GD e a 

incidência de tributos em suas tarifas. 

2.4.1 Fluxos de energia e geração de créditos 

A instalação de um sistema de GD fotovoltaica altera o fluxo convencional de 

energia entre consumidor e distribuidora, uma vez que a geração de energia do sistema 

alimenta, de forma simultânea, parte da carga da UC. Esse processo é denominado 
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“autoconsumo local” e ocorre antes que a energia passe pelo medidor. Quando a 

geração supera a demanda instantânea, o excedente é injetado na rede de distribuição; 

quando a energia gerada pelo sistema é insuficiente para suprir a demanda instantânea, 

a rede de distribuição supre a demanda complementar. Essa dinâmica constitui um 

fluxo bidirecional entre a UC e a rede de distribuição.  

De acordo com o Módulo 5 dos Procedimentos de Distribuição (PRODIST), o 

sistema de medição utilizado na conexão de MMGD deve ser capaz de apurar a energia 

ativa consumida e a energia ativa injetada na rede. Por esse motivo, é necessária a 

substituição do medidor convencional por um medidor bidirecional em unidades que 

possuem GD (ANEEL, 2023). Uma vez que são medidas apenas a energia ativa 

consumida da rede e a energia injetada na rede, a distribuidora não pode determinar 

com exatidão a geração total do sistema, bem como o consumo total da unidade (EPE, 

2023a). A Figura 4 ilustra o fluxo de energia bidirecional na GD. 

 

 

Figura 4 - Representação dos fluxos de energia em sistema de geração distribuída com 

medição bidirecional 

Fonte: EPE (2023a) 

Os níveis de energia injetada e consumida da rede estão diretamente 

relacionados ao dimensionamento do sistema e à curva de carga da unidade 

consumidora. Essa última representa a forma como varia o consumo de energia ao 

longo de um dia, e geralmente é representada em base horária. Como a geração 

fotovoltaica é variável e depende da disponibilidade de radiação solar, a forma da curva 

de carga é fundamental para determinar o consumo da UC que pode ser atendido 

instantaneamente pelo sistema de GD fotovoltaica. A proporção de energia gerada que 
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é utilizada instantaneamente pela UC é frequentemente representada por meio de um 

fator de simultaneidade, também chamado de fator de autoconsumo. 

Diferentes perfis de consumo resultarão em diferentes valores para o fator de 

autoconsumo. Há uma otimização do benefício gerado pelo sistema quando a UC 

apresenta um perfil de demanda concentrado em horários compatíveis com a geração 

fotovoltaica. Por outro lado, unidades cuja demanda está concentrada 

predominantemente nos horários de baixa disponibilidade de radiação solar terão um 

menor fator de autoconsumo, ou seja, uma parcela menor de sua demanda pode ser 

atendida instantaneamente pelo sistema. Ainda nessa situação, o SCEE possibilita que 

o consumidor usufrua do benefício da GD por meio dos créditos de energia gerados a 

partir da energia injetada na rede. 

2.4.2 Marco legal da Geração Distribuída (Lei 14.300/2022) 

A Lei 14.300/2022 estabeleceu novas regras para o SCEE, definindo-o como o 

sistema no qual a energia ativa injetada por unidade consumidora com MMGD é cedida 

à distribuidora local a título de empréstimo gratuito, para ser posteriormente 

compensada com o consumo ou contabilizada como crédito de energia. No âmbito 

dessa legislação, a denominação de microgeração ou minigeração distribuída baseia-se 

na potência instalada do sistema. A microgeração distribuída compreende as unidades 

que possuem potência instalada até 75 kW, enquanto a minigeração abrange os sistemas 

acima de 75 kW até o limite de 3 MW para fontes não despacháveis5, que inclui a fonte 

fotovoltaica sem uso de baterias.  

No que diz respeito aos fluxos de energia e à compensação, a lei estabelece as 

definições de excedente de energia, créditos de energia e energia compensada. O 

excedente de energia é definido como a diferença positiva entre a energia injetada e a 

energia consumida, apurada por posto tarifário a cada ciclo de faturamento. Os créditos 

de energia, por sua vez, são o excedente que não foi compensado pela unidade no ciclo 

de faturamento em que foi gerado, sendo registrado e alocado para uso em ciclos de 

faturamento subsequentes. Já a energia compensada é definida como o montante da 

energia consumida da rede que foi compensada pela energia injetada, pelo excedente 

de energia e pelo crédito de energia.  

 
5 Segundo o Art. 2º IV-A da REN 1.000/2021, caracteriza-se por central geradora de fonte despachável as 
hidrelétricas ou termelétricas de até 5 MW de potência instalada, bem como as fontes fotovoltaicas com 
capacidade de modulação por meio de armazenamento em baterias de até 3 MW de potência. 
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A dinâmica de compensação pode diferir de acordo com a configuração do 

sistema, de modo que são definidas as seguintes modalidades de participação no SCEE: 

• Autoconsumo local: caracterizada por unidade de titularidade de uma pessoa 

física ou jurídica, com geração eletricamente junto à carga. 

• Autoconsumo remoto: caracterizada por unidades consumidoras de 

titularidade de uma mesma pessoa física ou jurídica, e cujo sistema de 

geração está em local diferente das unidades que recebem os excedentes. 

Todas as unidades envolvidas devem ser atendidas pela mesma distribuidora. 

• Geração compartilhada: caracterizada pela reunião de consumidores situados 

dentro de uma mesma área de concessão que se organizam por meio de 

consórcios, cooperativas ou outras formas de associação civil, podendo ser 

pessoas físicas ou jurídicas. Nessa modalidade, o sistema é instalado em um 

local diferente das unidades em que a energia será consumida, permitindo 

que os créditos gerados pelo sistema sejam divididos entre os participantes 

conforme um percentual pré-definido. 

• Empreendimento com múltiplas unidades consumidoras (EMUC): 

caracterizada por unidades consumidoras que estão em um mesmo local, mas 

consomem energia elétrica de maneira independente. Nessa modalidade, o 

ponto de conexão do sistema com a distribuidora é único, mas o consumo de 

cada unidade é medido separadamente. É aplicável às unidades cuja 

localização é em uma mesma propriedade ou em propriedades contíguas, 

sem separação por vias públicas, passagem aérea ou subterrânea, ou por 

propriedades de terceiros não integrantes do empreendimento. 

Os créditos de energia gerados possuem validade de até 60 meses e sua 

transferência para outras unidades depende da modalidade de participação no SCEE. 

Segundo a Resolução Normativa 1.000/2021 da ANEEL e suas atualizações, a própria 

definição da modalidade de autoconsumo local restringe o uso dos excedentes e créditos 

de energia elétrica apenas à própria unidade consumidora. Já as demais modalidades 

permitem a transferência desses créditos, cada uma com regras específicas de 

procedimento e alocação. 

Uma mudança relevante trazida pela Lei foi a inclusão da cobrança da 

componente Fio B da TUSD para novos adotantes. Antes, o consumidor compensava 

todas as componentes de forma integral, recebendo em forma de compensação o mesmo 
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valor monetário correspondente aos kWh injetados. Com a nova legislação, passa a ser 

aplicada a TUSD Fio B sobre a energia compensada, representando a remuneração pelo 

uso do sistema de distribuição. A cobrança será implementada de maneira gradual ao 

longo dos anos. Essa mudança nas regras de compensação resulta na classificação dos 

participantes do SCEE em três grupos distintos para fins de faturamento e benefícios 

tarifários: GD I, GD II e GD III. 

As unidades classificadas como GD I são aquelas existentes ou protocoladas até 

07/01/2023. Para esse grupo, não há cobrança pelo uso da rede, e a compensação das 

componentes tarifárias permanece integral até 2045. As unidades cuja solicitação de 

conexão ocorreu a partir de 08/01/2023 são classificadas como GD II6 ou GD III7.  

As unidades GD II sofrem a incidência de um percentual da Fio B, que aumenta 

gradualmente ao longo dos anos. Esses percentuais são de 15% para unidades cuja 

conexão foi feita a partir de 2023, 30% a partir de 2024, 45% a partir de 2025, 60% a 

partir de 2026, 75% a partir de 2027, 90% a partir de 2028 e 100% a partir de 2029. 

Adicionalmente, o Artigo 17 da lei determina que, após 2029, as novas unidades de GD 

deverão ser faturadas pela incidência de todas as componentes tarifárias não associadas 

ao custo de energia, e deverão ser abatidos todos os benefícios ao sistema elétrico 

propiciados por essas unidades. Ainda não há uma metodologia definida pelo regulador 

para quantificar esses benefícios.  

Por fim, para as unidades GD III, a cobrança da Fio B é integral desde o início. 

Nesse caso, há a cobrança de 100% da Fio B, 40% da Fio A, bem como a cobrança da 

Taxa de Fiscalização dos Serviços de Energia Elétrica (TFSEE) e a parcela de Pesquisa 

e Desenvolvimento (P&D)8. 

2.4.3 Regras de faturamento 

Para unidades consumidoras do grupo B que não dispõem de sistema de GD, o 

faturamento é realizado com base nas determinações do Art. 290 da Resolução 

 
6 Segundo o Art. 655-Q §1º da REN 1.000/2021 da ANEEL, para enquadramento como GD II, a unidade deve 
pertencer a modalidade de autoconsumo local, ou outras modalidades desde que sua potência instalada seja 
menor que 500 kW. 
7 Segundo o Art. 655-P da REN 1.000/2021 da ANEEL, as unidades GD III devem pertencer às modalidades 
de autoconsumo ou geração compartilhada, na qual deve haver um ou mais beneficiados com percentual 
igual ou maior a 25% de participação no excedente de energia. Além disso, devem possuir potência 
instalada maior que 500 kW. 
8 O Módulo 5 dos Procedimentos de Regulação Tarifária (PRORET) define os encargos setoriais e sua forma 
de cálculo. O TFSEE é cobrado pela União por meio da ANEEL para custear as atividades da Agência 
Reguladora. A parcela de P&D, por sua vez, é o encargo destinado ao recolhimento para fins de destinação à 
projetos de P&D e eficiência energética. 
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Normativa 1.000/2021 da ANEEL e suas atualizações9. Nessas unidades, a cobrança 

deve considerar o maior valor entre o consumo de energia elétrica ativa e o custo de 

disponibilidade. 

Já o faturamento das unidades consumidoras do SCEE é definido no capítulo 

XI, seções III e IV da mesma resolução. O Art. 655-I estabelece que, no faturamento 

de unidade consumidora participante do SCEE pertencente ao grupo B, o consumidor 

deve pagar à distribuidora as seguintes parcelas: (i) parcela referente à energia ativa 

consumida da rede de distribuição; e (ii) parcela referente à energia ativa injetada na 

rede de distribuição.  

2.4.3.1 Parcela referente à energia ativa consumida rede de distribuição 

Analogamente ao faturamento das unidades do grupo B que não possuem GD, 

a parcela referente à energia ativa consumida da rede deve ser o maior valor dentre os 

obtidos a partir do custo de disponibilidade e do faturamento referente à energia 

consumida da rede. A Equação 15 apresenta o cálculo para obtenção do custo de 

disponibilidade. 

 

 𝐶𝐷 = 𝐷 × (𝑇𝑈𝑆𝐷 + 𝑇𝐸) (15) 

Onde: 

𝐶𝐷: custo de disponibilidade; 

𝐷: disponibilidade, expressa em kWh; 

𝑇𝑈𝑆𝐷: TUSD aplicável ao consumidor segundo seu subgrupo e modalidade 

tarifária, expressa em R$/kWh; 

𝑇𝐸: TE aplicável ao consumidor segundo seu subgrupo e modalidade tarifária, 

expressa em R$/kWh. 

 

 O faturamento referente à energia consumida da rede é dado pela soma de duas 

componentes: (i) diferença positiva entre o montante de energia ativa consumido da rede 

e a energia compensada, faturada conforme regras aplicadas aos demais consumidores; 

e (ii) do faturamento da energia compensada, que deve considerar as tarifas TUSD e TE 

aplicáveis ao SCEE do correspondente subgrupo e modalidade tarifária, bem como seus 

eventuais percentuais de desconto tarifário. 

 
9 A Resolução Normativa 1.000/2021 foi alterada pela Resolução Normativa 1.059/2023, que aprimora as 
regras para conexão e faturamento de unidades com MMGD, bem como as regras do SCEE. 



40 

 

As componentes (i) e (ii) que formam a parcela referente à energia ativa injetada 

na rede de distribuição são descritas nas Equações 16 e 17, respectivamente. 

 

 𝐹𝑎𝑡𝐼 = (𝐸𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑖𝑑𝑎 − 𝐸𝑐𝑜𝑚𝑝𝑒𝑛𝑠𝑎𝑑𝑎) × (𝑇𝑈𝑆𝐷 + 𝑇𝐸) (16) 

 

Onde: 

𝐹𝑎𝑡𝐼: faturamento da componente i; 

𝐸𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑖𝑑𝑎: energia total consumida da rede de distribuição pela UC, expressa 

em kWh; 

𝐸𝑐𝑜𝑚𝑝𝑒𝑛𝑠𝑎𝑑𝑎 : excedente de energia utilizado para compensar a energia 

consumida pela UC, expressa em kWh; 

𝑇𝑈𝑆𝐷: TUSD aplicável ao consumidor segundo seu subgrupo e modalidade 

tarifária, expressa em R$/kWh; 

𝑇𝐸: TE aplicável ao consumidor segundo seu subgrupo e modalidade tarifária, 

expressa em R$/kWh. 

 

 

 𝐹𝑎𝑡𝐼𝐼 = 𝐸𝑐𝑜𝑚𝑝𝑒𝑛𝑠𝑎𝑑𝑎 × (𝑇𝑈𝑆𝐷𝑆𝐶𝐸𝐸 − 𝐷𝑒𝑠𝑐𝑜𝑛𝑡𝑜𝑇𝑈𝑆𝐷) (17) 

Onde: 

𝐹𝑎𝑡𝐼𝐼: faturamento da componente ii; 

𝑇𝑈𝑆𝐷𝑆𝐶𝐸𝐸: TUSD do SCEE aplicável ao consumidor segundo seu subgrupo 

e modalidade tarifária; 

𝐷𝑒𝑠𝑐𝑇𝑈𝑆𝐷: desconto aplicável ao consumidor segundo seu enquadramento 

como GD I, GD II ou GD III. 

 

A energia compensada apresentada nas Equações 16 e 17 possui duas limitações 

impostas pelo Art. 655-I § 2º da REN 1.000/2021. A primeira é de que ela deve ser 

considerada até o limite em que o valor monetário relativo ao faturamento da parcela 

referente à energia ativa consumida seja maior ou igual ao custo de disponibilidade. Em 

suma, o consumidor só pode compensar o seu consumo de modo a ter como faturamento, 

no mínimo, o custo de disponibilidade. Essa limitação elimina a cobrança em duplicidade 

do custo de disponibilidade que existia até 2022: antes de 2022, o consumidor podia 

compensar todo o seu consumo, e ainda assim pagava o custo de disponibilidade. Ou 
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seja, ele utilizava o excedente para compensar o custo de disponibilidade e mesmo assim 

fazia o pagamento mínimo referente ao custo de disponibilidade. A nova limitação 

trazida pela lei impede que essa duplicidade aconteça na medida em que limita o 

excedente que pode ser utilizado para compensar o consumo. Em termos práticos, 

considerando essa limitação, a fatura de energia mínima do consumidor sempre será o 

custo de disponibilidade, independentemente da quantidade de energia que é injetada na 

rede. 

Utilizando as Equações 15, 16 e 17, pode-se definir matematicamente o limite 

de energia compensada do consumidor em um ciclo de faturamento: 

 

 
𝐸𝑐𝑜𝑚𝑝𝑒𝑛𝑠𝑎𝑑𝑎  ≤  

(𝐸𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑖𝑑𝑎 − 𝐷) × (𝑇𝑈𝑆𝐷 + 𝑇𝐸) 

(𝑇𝑈𝑆𝐷 + 𝑇𝐸) −  (𝑇𝑈𝑆𝐷𝑆𝐶𝐸𝐸 − 𝐷𝑒𝑠𝑐𝑜𝑛𝑡𝑜𝑇𝑈𝑆𝐷)
 

(18) 

 

Onde: 

𝐸𝑐𝑜𝑚𝑝𝑒𝑛𝑠𝑎𝑑𝑎 : excedente de energia utilizado para compensar a energia 

consumida pela UC, expressa em kWh; 

𝐷: disponibilidade, expressa em kWh; 

𝑇𝑈𝑆𝐷: TUSD aplicável ao consumidor segundo seu subgrupo e modalidade 

tarifária, expressa em R$/kWh; 

𝑇𝐸: TE aplicável ao consumidor segundo seu subgrupo e modalidade tarifária, 

expressa em R$/kWh; 

𝑇𝑈𝑆𝐷𝑆𝐶𝐸𝐸: TUSD aplicável a unidades com GD, expressa em R$/kWh; 

𝐷𝑒𝑠𝑐𝑜𝑛𝑡𝑜𝑇𝑈𝑆𝐷: desconto na TUSD aplicável a unidade segundo as regras de 

transição, expresso em R$/kWh. 

 

A outra limitação imposta determina que a energia compensada deve ser 

limitada ao montante total de energia elétrica ativa consumido pela unidade no ciclo de 

faturamento. Essa limitação é complementar a anterior, e tem o objetivo de impedir que 

o resultado da Equação 16 se torne negativo, passando a representar um ganho ao invés 

de uma cobrança ao consumidor. 

Portanto, o resultado da aplicação da Equação 18 deve ser verificado para o 

atendimento a dois critérios: (i) se esse resultado é menor ou igual a energia elétrica ativa 

consumida pela unidade; e (ii) se esse resultado é menor ou igual a energia elétrica 

injetada na rede pela unidade mais os créditos disponíveis. 
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2.4.3.2 Parcela referente à energia ativa injetada na rede de distribuição 

A parcela referente à energia ativa injetada na rede deve ser calculada conforme 

a seguinte equação: 

 

 𝐹𝑎𝑡𝑖𝑛𝑗𝑒çã𝑜 = (𝐷𝑖𝑛𝑗𝑒çã𝑜 − 𝐷𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜) × 𝑇𝑈𝑆𝐷𝑔 (19) 

Onde: 

𝐹𝑎𝑡𝑖𝑛𝑗𝑒çã𝑜: faturamento da parcela de energia injetada na rede; 

𝐷𝑖𝑛𝑗𝑒çã𝑜: demanda medida de injeção, em kW; 

𝐷𝑐𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜: demanda medida requerida do sistema, em kW, limitado ao valor da 

injeção; 

𝑇𝑈𝑆𝐷𝑔: Tarifa de Uso do Sistema de Distribuição aplicável a central geradora. 

 

O faturamento dessa parcela só pode ser realizado nas unidades consumidoras 

em que o sistema de medição seja capaz de medir as demandas requerida e de injeção, 

e só é diferente de zero quando a demanda de injeção é maior que a demanda do sistema.  

A Figura 5 apresenta uma curva fictícia de geração solar e a curva de carga de 

um consumidor para fins de exemplificação da cobrança da parcela de faturamento 

referente à energia injetada na rede. Considerando os valores de demanda apresentados 

no gráfico, uma vez que a demanda de injeção (1,8 kW) é inferior à demanda requerida 

pelo sistema (3 kW), não haveria cobrança da parcela nesse caso. 

 

Figura 5 - Exemplo de curva de carga e geração solar 

Fonte: Elaboração própria 
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2.4.4 Regime tributário na Geração Distribuída 

As tarifas de energia elétrica possuem a incidência de dois principais tributos: o 

Imposto sobre Circulação de Mercadorias e Serviços (ICMS), de competência estadual, 

e os tributos federais do Programa de Integração Social (PIS) e Contribuição para o 

Financiamento da Seguridade Social (COFINS). 

Na esfera federal, a Lei 13.169/2015 reduziu a zero as alíquotas da contribuição 

para o PIS e CONFIS incidentes sobre a energia consumida e compensada pela unidade 

nos termos do SCEE. Isso significa que o consumidor pode abater do seu faturamento 

os impostos PIS/COFINS com o uso do excedente de energia. 

No que diz respeito ao ICMS, o Convênio ICMS 16/2015 do Conselho Nacional 

de Política Fazendária (CONFAZ) autoriza as unidades federadas a concederem a 

isenção do imposto sobre a energia injetada na rede. No entanto, esse benefício se aplica 

apenas à compensação produzida por microgeração distribuída ou por minigeração 

distribuída com potência instalada menor que 1 MW. Além disso, não se aplica ao custo 

de disponibilidade e aos encargos de conexão ou uso do sistema de distribuição.  Isso 

significa que, a rigor, a isenção do ICMS pode ser feita apenas sobre a Tarifa de 

Energia. É importante destacar que, por se tratar de um imposto da esfera estadual, a 

cobrança de ICMS pode divergir de estado para estado, por estar sujeita a legislações 

estaduais específicas. 

Dessa forma, dependendo do estado em que o sistema de GD está inserido, pode 

haver ou não a possibilidade de compensação dos valores de impostos com o excedente 

de energia. 

3 METODOLOGIA 

Esta seção apresenta os procedimentos metodológicos adotados para a avaliação 

dos impactos na projeção do modelo 4MD quando utilizada uma segmentação do 

mercado potencial por faixas de consumo. O foco principal do trabalho é avaliar o 

impacto nas projeções por meio de dois pontos considerados críticos na estrutura atual 

do modelo: (i) o ajuste do mercado potencial a partir de uma abordagem mais granular 

de segmentação dos consumidores residenciais; e (ii) revisão do tempo de payback dos 

sistemas de geração distribuída considerando as características específicas de consumo 
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dos consumidores residenciais, bem como as regras do sistema de compensação 

segundo a Lei 14.300. 

A aplicação da metodologia proposta será restrita ao segmento residencial, que 

representa as unidades da modalidade de autoconsumo local, com microgeração 

distribuída, pertencentes à classe residencial. Essa escolha justifica-se pelo fato de que 

esse segmento representa a maior parte do número de sistemas de microgeração 

distribuída no Brasil. Segundo dados da ANEEL, mais de 75% das unidades 

consumidoras com GD pertencem a esse segmento, o que indica seu papel central na 

difusão da tecnologia e no impacto final das projeções do modelo. Focar nos 

consumidores residenciais permite, portanto, uma maior representatividade nos 

resultados e viabiliza a construção de um aprimoramento metodológico mais robusto e 

aplicável. 

Para implementar esse novo tratamento, será utilizado o método de 

clusterização k-means aplicado aos dados de consumo mensal dos consumidores da 

ENEL SP,  segunda maior distribuidora de energia elétrica do país, que atende a grande 

parte do estado de São Paulo. Embora a CEMIG – responsável pelo fornecimento no 

estado de Minas Gerais – seja a distribuidora com o maior número de consumidores e 

a maior quantidade de unidades com geração distribuída (9,41 milhões de clientes ao 

final de 2024), optou-se por não utilizar seus dados neste estudo devido à identificação 

de inconsistências nos registros de consumo referentes ao ano de 2023.  

A base de dados utilizada será a BDGD (Base de Dados da Geração 

Distribuída), com informações referentes aos 12 meses do ano de 2023. A clusterização 

permitirá identificar agrupamentos homogêneos de consumidores com base em seu 

consumo de energia ao longo do ano, resultando em faixas de consumo que servirão 

como base para redefinir o mercado potencial e calibrar os parâmetros  do modelo. A 

depender do número de clusters identificado na análise, será possível definir um 

conjunto de curvas S específico para cada faixa. Como o foco está apenas no segmento 

residencial, o número total de curvas simuladas será igual à quantidade de clusters 

definida na clusterização. Isso permitirá uma análise refinada da velocidade de adoção 

da geração distribuída no universo residencial, respeitando as diferenças de consumo e 

atratividade econômica entre os diferentes grupos. 

Em seguida, será realizada a reavaliação do payback para cada faixa de consumo 

obtida. Esse cálculo considerará todas as variáveis utilizadas no modelo 4MD original, 

tais como: tarifas por classe, fator de autoconsumo, custo dos sistemas por kWp, 
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irradiação solar média por distribuidora, vida útil e custos operacionais do sistema, 

entre outros. Com isso, busca-se representar com maior precisão a atratividade 

econômica da GD para cada grupo de consumidores, substituindo a abordagem atual 

baseada em médias agregadas por uma estrutura mais sensível à heterogeneidade do 

mercado. A Figura 6 sintetiza as etapas realizadas para obtenção dos resultados. 

 

Figura 6 - Etapas para simulação dos resultados 

 

3.1 Definição das faixas de consumo 

A definição das faixas de consumo foi feita através da aplicação de um método 

de clusterização sobre os dados de consumo mensal das unidades presentes na BDGD 

da distribuidora e que ainda não possuem sistema de GD. A clusterização tem como 

objetivo definir grupos de consumidores homogêneos, representativos da realidade da 

concessão. A utilização de faixas de consumo previamente padronizadas poderia não 

refletir de forma satisfatória a realidade da concessão, uma vez que a distribuição do 

consumo das unidades pode variar entre distribuidoras de acordo com suas 

características econômicas, sociais e populacionais. A aplicação dos resultados 

obtidos é fundamental para as etapas subsequentes do estudo, que demandarão uma 

estimativa de mercado potencial e payback de acordo com as características de cada 

agrupamento definido. 

Antes da aplicação do algoritmo de clusterização, os dados da BDGD passaram 

por etapas de pré-processamento com vistas a garantir a consistência e a 

confiabilidade dos dados utilizados. Para isso, buscou-se identificar e eliminar 

possíveis falhas no registro dos dados de consumo mensal, tais como valores nulos, 

ausentes ou atípicos (outliers). Nessa etapa, verificou-se que a BDGD da distribuidora 

CEMIG apresentava um número excessivo de registros nulos (80%) para os 12 meses 

de consumo residencial. Por essa razão, optou-se por utilizar a BDGD da distribuidora 

ENEL SP. 

Uma vez que a simulação será feita apenas para o segmento residencial do 

modelo, considerando exclusivamente as unidades da classe residencial enquadradas 
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como Microgeração Distribuída, a base de dados foi restrita aos consumidores cujo 

consumo médio anual é compatível com uma potência instalada de 75 kW, conforme 

definido pela legislação vigente. Para estimar o consumo médio correspondente a esse 

limite, utilizou-se a seguinte expressão: 

 

 𝐶𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜 𝑚é𝑑𝑖𝑜 𝑚á𝑥𝑖𝑚𝑜 =  𝑃𝑚á𝑥𝑖𝑚𝑎 × 𝐻𝑆𝑃 × (1 − 𝑃𝑒𝑟𝑑𝑎𝑠) × 30 (20) 

Onde: 

𝑃𝑚á𝑥𝑖𝑚𝑎 : potência máxima 

𝐻𝑆𝑃: horas de sol pleno 

 

Ao aplicar a potência máxima de 75 kW, uma quantidade de horas de sol pleno 

(HSP) de 5h e perdas de 20%, obtém-se um consumo equivalente de 

aproximadamente 9.000 kWh/mês. Esse valor foi adotado como primeiro critério de 

corte da base. Adicionalmente, foram eliminadas as unidades conectadas no ano de 

2023, uma vez que seus dados de consumo mensal não são suficientemente confiáveis 

para uma avaliação do perfil de consumo anual. 

Além disso, buscou-se identificar flutuações anormais no consumo mensal ao 

longo do ano que pudessem representar inconsistências no registro dos dados. Para 

isso, utilizou-se o coeficiente de variação (CV), que mede a variabilidade relativa de 

uma variável em relação ao seu nível médio, e é dado por: 

 

 𝐶𝑉 =  
𝜎

𝜇
 (21) 

Onde: 

𝜎: desvio padrão  

𝜇: média 

 

Após a aplicação dos filtros descritos, foram analisadas as estatísticas 

descritivas dos coeficientes de variação obtidos para o conjunto de dados. Tais 

estatísticas são demonstradas na Tabela 2. 

Tabela 2 - Coeficientes de variação do consumo mensal da base de dados. 

 CV do consumo 

Média 0,33 
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 CV do consumo 

Desvio Padrão 0,46 

Mínimo 0,01 

Percentil 25% 0,11 

Mediana 0,18 

Percentil 75% 0,38 

Percentil 90% 0,71 

Máximo 3,46 

 

Com base nesses resultados, adotou-se como critério de exclusão o valor 

referente a duas vezes a média do CV observada no conjunto de dados, 

aproximadamente igual a 0,66. As unidades que apresentam um CV maior que 0,66 

foram eliminadas da base, uma vez que apresentam instabilidade considerável em seus 

padrões de consumo, o que pode indicar falhas de registro. 

Uma vez concluída a etapa de pré-processamento da base, procede-se à etapa 

de definição da quantidade ótima de clusters, ou seja, o número de agrupamentos que 

melhor representa os dados utilizados. Para tal, optou-se por combinar dois critérios 

complementares: o método do cotovelo (elbow method) e a proporção da variância 

explicada pela variância entre os agrupamentos. 

O método do cotovelo consiste na avaliação da inércia, definida como a soma 

dos quadrados das distâncias entre cada observação e o centroide do cluster ao qual 

pertence. À medida que o número de clusters aumenta, a inércia tende a diminuir, uma 

vez que os agrupamentos se tornam mais homogêneos. No entanto, a partir de 

determinado ponto, a inclusão de novos clusters não apresenta reduções significativas 

na inércia; a quantidade de clusters referente a esse ponto caracteriza o chamado 

“cotovelo” da curva e indica uma possível escolha adequada da quantidade de clusters.  

Para complementar essa análise, foi avaliada também a variância explicada 

pelos clusters, que expressa a proporção da variabilidade total dos dados capturada 

pelo agrupamento. No contexto do método k-means, a variância total é composta pela 

soma da variância intra-cluster (WSS) e da variância inter-cluster (BSS). A razão 

entre a variância inter-cluster e a variância total fornece uma medida análoga ao 

coeficiente de determinação R². Neste caso, adotou-se como critério para 

determinação da quantidade de clusters um valor mínimo de variância explicada de 

75%.  
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3.2 Payback 

Um dos principais vetores de influência na decisão de adoção de sistemas 

fotovoltaicos é a viabilidade econômica. No modelo de difusão utilizado neste 

trabalho, a velocidade de adoção é guiada por uma função inversa do payback, que 

pode ser o payback simples ou o descontado, conforme descrito na Seção 2.1. 

Entretanto, a utilização de um payback global representando um sistema 

representativo para todo o mercado pode mascarar as disparidades de rentabilidade da 

instalação de GD entre diferentes perfis de consumidores. Buscando mitigar esse 

efeito, o cálculo do payback foi segmentado considerando as faixas de consumo 

resultantes da etapa de clusterização. O procedimento de cálculo do payback foi 

estruturado em cinco etapas: (i) dimensionamento técnico do sistema com base nas 

faixas de consumo obtidas com a clusterização; (ii) estimativa de CAPEX; (iii) 

definição das tarifas aplicáveis ao consumidor; (iv) modelagem do fluxo de caixa 

segundo a Lei 14.300; e (v) determinação do tempo de retorno.  

3.2.1 Dimensionamento dos sistemas 

O mercado foi segmentado em seis faixas de consumo mensal. Cada uma das 

faixas define um consumidor representativo, cujo consumo médio mensal é utilizado 

como base para dimensionar a potência instalada necessária para gerar energia 

equivalente a 100% do seu consumo médio. Embora se reconheça que, na prática, parte 

dos adotantes opte por instalar sistemas com potência superior ao seu consumo médio 

visando um futuro aumento do consumo, adota-se a premissa de dimensionamento 

compatível com o consumo médio, considerando que a totalidade da energia 

compensável é utilizada na própria unidade geradora. 

Trata-se de uma premissa conservadora que tem por objetivo evitar distorções 

nas projeções de potência instalada, assumindo que os adotantes limitarão seus sistemas 

estritamente à sua necessidade de consumo, em linha com a própria definição de 

autoconsumo local descrita na Subseção 2.4.2. Do ponto de vista financeiro, o 

sobredimensionamento do sistema eleva o volume de energia injetada, gerando mais 

créditos, dado um autoconsumo fixo. No entanto, considerando a limitação da energia 

compensável pelo custo de disponibilidade imposta pela regulação vigente, tais créditos 

não necessariamente poderão ser usados para abater o consumo pela unidade em todos 

os ciclos de faturamento, além de possuírem prazo de validade. Portanto, essa dinâmica, 



49 

 

alinhada com a premissa de que a unidade não pode ceder créditos, implicaria em um 

aumento do investimento inicial sem necessariamente resultar em um retorno efetivo 

de economia. Dessa forma, os resultados de payback calculados conforme a premissa 

adotada permitirão refletir a viabilidade concreta de adoção do sistema, frente as 

características de consumo atual das unidades, sem depender de variáveis incertas e de 

difícil dimensionamento como o aumento do consumo da unidade. 

Em suma, destaca-se as seguintes hipóteses principais utilizadas no estudo: 

• O sistema fotovoltaico para cada segmento é dimensionado para atender 

a 100% do consumo máximo definido para a faixa, como hipótese 

conservadora. 

• Uma vez que o estudo é realizado sobre o segmento residencial, que 

envolve as unidades de autoconsumo local, não se considera a cessão de 

créditos entre unidades consumidoras. 

• Os parâmetros tecnológicos utilizados, tais como, o fator de capacidade, 

fator de autoconsumo, degradação anual dos módulos, custos de troca 

de inversor e O&M, são adotados conforme EPE (2025), sendo 

constantes por faixa. 

• O faturamento das unidades consumidoras para fins de cálculo do 

payback segue as premissas alinhadas às regras do SCEE, conforme 

descrito na Seção 2.4.3, e são aplicadas de forma consistente por faixa. 

A Equação 22 descreve o cálculo da potência instalada adotado para uma faixa 

de consumo i (𝑃𝐹𝑉,𝑖) dado seu consumo médio mensal (𝐸𝑚𝑒𝑑,𝑖): 

 

 
𝑃𝐹𝑉,𝑖 =  

𝐸𝑚𝑒𝑑,𝑖

𝐹𝐶 × 30 × 24
 

 
(22) 

Onde: 

𝐹𝐶: fator de carga 

 

Seguindo a mesma abordagem da EPE (2025), o fator de capacidade foi 

calculado mensalmente segundo a Equação 23. O valor utilizado na Equação 22 foi a 

média dos valores mensais obtidos, que resultou em aproximadamente 0,14.  
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 𝐹𝐶(𝑑, 𝑚) =  
𝑃𝑅 ×  𝐺𝑇𝐼(𝑑, 𝑚)

24 ×  𝐼𝑆𝑇𝐶
 (23) 

Onde: 

𝑃𝑅: Performance Ratio, que incorpora perdas por temperatura, sujeira, 

conversão CC/CA, eficiência do inversor etc. Assumido o valor de 0,75 

para o segmento residencial; 

𝐺𝑇𝐼(𝑑, 𝑚):  irradiação diária global média no plano inclinado para a 

distribuidora d no mês m; 

𝐼𝑆𝑇𝐶: irradiância nas condições padrões de teste = 1 [kW/m²]. 

 

As potências resultantes da aplicação da Equação 22 para cada cluster podem 

ser visualizadas na Tabela 3. 

Tabela 3 - Potência dimensionada para cada cluster. 

Cluster Faixa de consumo (kWh) Potência atribuída (kWp) 

A (0, 116] 1,14 

B (116, 248] 2,44 

C (248, 569] 5,60 

D (569, 1.745] 17,15 

E (1.745, 4.761] 46,80 

F (4.761, 8.978] 75,00 

 

3.2.2 Estimativa de CAPEX 

Para definição dos custos de investimento, utilizou-se como referência o Estudo 

Estratégico de Geração Distribuída da GREENER (2025), que reúne diversas 

informações sobre o mercado de GD no Brasil, dentre elas, análises de preços de 

sistemas fotovoltaicos por faixa de potência. A metodologia de precificação baseia-se 

na “Pesquisa GD”, que compila dados de pesquisas aplicadas a milhares de 

distribuidores e integradores do mercado. A estruturação do preço final ao consumidor 

é decomposta em duas componentes principais: 

• Preço do Kit: obtido por meio do mapeamento de preços e pesquisa com 

distribuidores. O kit é composto pelos seguintes itens: módulos 

fotovoltaicos, inversor, sistema de montagem, sistema de cabeamento e 

sistema de proteção. 
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• Preço dos serviços de integração: calculado como a diferença entre o 

preço médio sistema fotovoltaico completo (informado pelos 

integradores na pesquisa) e o preço médio do kit. Esse valor representa 

toda a prestação de serviço do integrador, que envolve custos de 

engenharia, logística, mão de obra de instalação etc. 

A partir dos dados de preços referentes a janeiro de 2025, foi possível obter o 

gráfico da Figura 7, que representa a evolução do preço (R$/Wp) em função da potência 

instalada. 

 

Figura 7 - Custos de investimento por faixa de potência 

Fonte: Adaptado de Greener (2025) 

A análise do gráfico permite visualizar comportamentos distintos nos custos dos 

serviços e dos kits fotovoltaicos. No que se refere aos kits, verifica-se a presença de 

economias de escala, com redução de custos conforme aumenta a potência do sistema. 

Por outro lado, os serviços de integração não apresentam o mesmo comportamento: 

observa-se, até o patamar de potência de 30 kWp, a redução dos custos; a partir desse 

patamar, o custo se eleva, o que sugere que para sistemas de maior porte, o ganho de 

escala observado nos kits é contrabalanceado pelo aumento da complexidade técnica e 

logística de instalação. 

Essa dinâmica evidencia a necessidade de atribuição de diferentes custos de 

investimento para as diferentes faixas de consumo. As faixas de menor consumo, e 

consequentemente, menor potência instalada, terão um custo de investimento maior que 

as demais. Para definição do custo de investimento de acordo com a potência atribuída 

do cluster, considerou-se o preço referente a potência que mais se aproxima da potência 
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atribuída à faixa. Para o cluster C, no entanto, foi mantido o custo original das premissas 

utilizadas pela EPE no modelo. Essa escolha foi feita para manter a coerência entre a 

simulação do modelo com ajustes e a simulação do cenário base. Vale ressaltar que a 

potência atribuída ao cluster C se aproxima da potência típica utilizada como premissa 

no modelo 4MD (5 kWp). A Tabela 4 apresenta o custo atribuído em R$/Wp para cada 

cluster. 

Tabela 4 - Custo de investimento atribuído a cada cluster. 

Cluster 
Faixa de consumo 

(kWh) 

Potência atribuída 

(kWp) 

Custo atribuído 

(R$/Wp) 

A (0, 116] 1,14 3,64 

B (116, 248] 2,44 3,64 

C (248, 569] 5,60 3,16 

D (569, 1.745] 17,15 2,27 

E (1.745, 4.761] 46,80 2,19 

F (4.761, 8.978] 75,00 2,51 

 

O custo atribuído da Tabela 4 refere-se ao custo para o ano de 2025. Para os 

anos futuros, foram utilizados os mesmos percentuais de queda de custo definido nas 

premissas do modelo 4MD: 2,88% até 2030, 1,47% até 2040, 1,32% até 2050, e 

constante de 2050 até 2060. 

3.2.3 Tarifas 

As tarifas utilizadas nesse estudo foram extraídas da base de dados tarifários da 

(ANEEL, 2026), que disponibiliza os dados de tarifas desagregados entre a TE e a 

TUSD, bem como o detalhamento de seus componentes. Essa desagregação é 

fundamental para o cálculo do payback no SCEE, pois a incidência de tributos e a forma 

de compensação diferem entre a TE e a TUSD. 

No que tange a incidência de impostos, para este estudo, considerou-se o cenário 

tributário do estado de São Paulo, balizado pelo Decreto nº 67.521/2023 e o Convênio 

CONFAZ 16/2015. A estrutura tributária adotada seguiu as seguintes premissas: 

• PIS/COFINS: foram aplicadas as alíquotas de 1% e 4%, respectivamente, 

incidindo sobre a TE e a TUSD no faturamento da energia consumida da 

rede e no custo de disponibilidade. Para a tarifa compensável, considerou-

se a isenção desses tributos em ambas as componentes tarifárias. Em outras 



53 

 

palavras, isso significa que o consumidor pode compensar os montantes 

referentes a cobrança  de PIS/COFINS (Art. 8º- Lei 13.169/2015). 

• ICMS: o ICMS incide sobre a TUSD no faturamento da energia consumida 

da rede e no custo de disponibilidade; na TE, adotou-se a  isenção desse 

tributo. A tarifa compensável não fica isenta de ICMS, o que significa que 

o consumidor não pode compensar esse tributo. A Tabela 5 apresenta os 

valores de ICMS aplicados, que variam conforme a faixa de consumo para 

a classe residencial (ENEL, 2026). 

Tabela 5 - Alíquotas de ICMS aplicadas às tarifas. 

Faixa de consumo 

(kWh) 

Alíquota de 

ICMS 

0 a 90 Isenta 

91 a 200 12% 

Acima de 200 18% 

Fonte: ENEL (2026) 

Por fim, as tarifas foram mantidas constantes em termos reais a partir de 2025, 

uma vez que existe uma complexidade inerente em definir projeções de tarifas, dada a 

multiplicidade de variáveis de alta incerteza que envolvem sua determinação – revisões 

tarifárias, alterações em encargos setoriais, variações cambiais etc. 

3.2.4 Modelagem do fluxo de caixa 

O fluxo de caixa foi estruturado em base anual, considerando uma vida útil do 

sistema de 25 anos. Considerou-se um perfil de consumo mensal compatível com o 

limite superior do respectivo cluster, o qual foi mantido constante ao longo de todo o 

fluxo de caixa. Dessa forma, assume-se que o consumidor não altera seu nível de 

consumo ao longo do tempo.  

Embora se observe, na prática, que muitos consumidores aumentam o consumo 

de energia após a instalação do sistema solar, a quantificação adequada desse aumento 

envolve complexas variáveis socioeconômicas e comportamentais, além de outros 

fatores que influenciam o consumo residencial. A modelagem desses efeitos foge ao 

escopo do presente estudo. Além disso, a receita gerada pela instalação da GD é dada 

pela diferença entre o valor da fatura com GD e a fatura sem GD. No entanto, caso o 

consumidor não adotasse a GD, não é possível determinar com precisão o quanto seu 
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consumo aumentaria no futuro. Dessa forma, a premissa de consumo constante é 

necessária para garantir a comparabilidade entre os cenários de fatura com e sem GD, 

bem como a quantificação da economia gerada. 

O investimento necessário para instalação do sistema, determinado conforme 

metodologia descrita na Seção 3.2.2, é contabilizado no primeiro ano do fluxo de caixa. 

Os custos operacionais são contabilizados a partir do primeiro ano, e os custos de troca 

de inversor, no décimo ano de operação do sistema. Já partindo do primeiro ano de 

operação, são contabilizadas as economias anuais na fatura de energia elétrica. Em 

outras palavras, assume-se que o sistema entra já está em operação no primeiro mês do 

primeiro ano do fluxo de caixa. 

A modelagem da economia na fatura de energia incorpora as regras do SCEE, 

descritas na Seção 2.4. Nesse contexto, a tarifa compensada é definida de acordo com 

o enquadramento do consumidor como GD I ou GD II. Para consumidores classificados 

como GD I, aplica-se a regra de compensação integral ao longo de todo o fluxo de 

caixa; para os consumidores GD II, por sua vez, são aplicadas as cobranças progressivas 

da TUSD Fio B previstas na legislação. O custo de disponibilidade utilizado no cálculo 

foi de 100 kWh, uma vez que a maior parte das unidades que não possuem GD possuem 

ligação trifásica, segundo os dados da BDGD da distribuidora. 

No que tange o custo de disponibilidade, embora houvesse uma cobrança em 

duplicidade antes de 2022, essa cobrança dupla não é considerada na economia da 

fatura. Essa premissa não gera impacto no tempo de retorno do investimento, uma vez 

que o consumo da UC é mantido constante ao longo da vida útil do sistema e não há 

valoração da quantidade excedente de créditos. Em suma, mesmo com essa premissa, 

o consumidor GD I continua pagando uma fatura mínima referente ao custo de 

disponibilidade, mas acumula mais créditos nessa dinâmica. Como os créditos não 

utilizados pela UC não tem valor do ponto de vista do fluxo de caixa, não são geradas 

maiores economias e o payback não se altera. 

A economia anual é obtida a partir da soma, ao longo dos 12 meses do ano, da 

diferença entre o custo da fatura de energia se o consumidor não possui um sistema de 

GD e o custo se o consumidor possui um sistema de GD.  

𝐸𝑐𝑜𝑛𝑜𝑚𝑖𝑎𝑎𝑛𝑜 = ∑(𝐹𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎𝑖,𝑠𝑒𝑚 𝐺𝐷, −  𝐹𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎𝑖,𝑐𝑜𝑚𝐺𝐷)

12

𝑖=1
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O consumo sem GD é faturado aplicando-se as tarifas TE e TUSD 

convencionais da classe residencial sobre o consumo mensal da unidade, que é dado 

pelo limite superior da faixa de consumo do cluster. A Equação define o cálculo para a 

fatura do consumidor sem GD em um mês m. 

 

 𝐹𝑎𝑡𝑢𝑟𝑎𝑚,𝑠𝑒𝑚 𝐺𝐷 =  𝐶𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜𝑚  × (𝑇𝐸 + 𝑇𝑈𝑆𝐷) (24) 

Onde: 

𝐶𝑜𝑛𝑠𝑢𝑚𝑜𝑚 : consumo da UC no mês m, definido pelo limite máximo de 

consumo do cluster; 

𝑇𝐸: tarifa de energia com impostos; 

𝑇𝑈𝑆𝐷: tarifa do uso do sistema de distribuição com impostos. 

 

O faturamento do consumo no cenário em que o consumidor possui GD é 

aplicado conforme as regras definidas na legislação vigente. Conforme descrito na 

Seção 2.4, a parcela do faturamento referente à energia ativa consumida da rede de 

distribuição para unidade participante do SCEE é dada pelo maior valor entre os obtidos 

a partir do custo de disponibilidade e do faturamento referente à energia consumida da 

rede. Nesse caso, a energia consumida da rede no cenário com GD é reduzida, uma vez 

que parte da carga da UC é atendida pelo sistema de geração. A parcela da carga suprida 

simultaneamente pela geração local é determinada pelo fator de autoconsumo, que 

representa a fração da energia gerada consumida instantaneamente pela unidade. Para 

esse estudo, utilizou-se o fator de consumo de 40%, conforme utilizado pela EPE nas 

simulações do modelo 4MD para a classe residencial. A partir do fator de autoconsumo 

e da energia gerada no mês pelo sistema (𝐸𝑔𝑒𝑟𝑎𝑑𝑎,𝑚), são definidas as parcelas de 

energia injetada mensal (𝐸𝑖𝑛𝑗) e energia mensal consumida da rede (𝐸𝑟𝑒𝑑𝑒), conforme 

as Equações 25, 26 e 27. 

 

 
𝐸𝑔𝑒𝑟𝑎𝑑𝑎,𝑚 =  

𝑃𝑖𝑛𝑠𝑡 × 𝐹𝐶 × 8.760

12
 

(25) 

 

 𝐸𝑖𝑛𝑗,𝑚 =  𝐸𝑔𝑒𝑟𝑎𝑑𝑎,𝑚 × (1 − 𝐹𝐴) (26) 

 

 𝐸𝑟𝑒𝑑𝑒 =  𝐶𝑎𝑟𝑔𝑎 − (𝐸𝑔𝑒𝑟𝑎𝑑𝑎 × 𝐹𝐴) (27) 
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A Tabela 6 resume as premissas utilizadas para o cálculo do fluxo de caixa. 

Tabela 6 - Premissas utilizadas para o cálculo do fluxo de caixa. 

Vida útil 25 anos 

Degradação anual dos módulos 0,5% a.a. 

Troca do inversor 15% do CAPEX 

O&M 1% do CAPEX 

Fator de autoconsumo 40% 

Custo de disponibilidade 100 kWh 

Fonte: Elaboração própria a partir de EPE (2025) 

3.2.5 Determinação do tempo de retorno 

O indicador utilizado para determinar a viabilidade econômica da instalação de 

GD foi o payback descontado. Embora muitos estudos sobre a difusão de sistemas 

fotovoltaicos utilizem como métrica o payback simples por apresentar uma melhor 

aplicabilidade e clareza na perspectiva do consumidor residencial comum (EPE, 2023), 

esse indicador não incorpora o efeito do valor do dinheiro no tempo. Nesse sentido, a 

utilização do payback descontado permite uma avaliação mais consistente em termos 

econômicos, ao mesmo tempo que mantém a clareza do conceito de tempo de retorno 

do investimento do ponto de vista do consumidor. 

O tempo de retorno foi obtido através do fluxo de caixa descontado, 

implementado utilizando a linguagem de programação Python. Essa abordagem 

permitiu reproduzir os cálculos de forma consistente para cada cluster avaliado. Para o 

desconto do fluxo de caixa, foi utilizada uma taxa de desconto real de 8% ao ano, em 

linha com o apresentado no Caderno de Preços da Geração (EPE, 2024) no âmbito do 

PDE 2034. A definição dessa taxa baseia-se na metodologia do Custo Médio Ponderado 

de Capital (WACC - Weighted Average Cost of Capital), amplamente utilizada em 

estudos de avaliação de investimentos no setor elétrico. 

Tabela 7 - Premissas para o cálculo da taxa de desconto 

Composição do Financiamento 

% Capital Próprio 40% 

% Capital de Terceiros 60% 

Composição da Remuneração do Capital 

Custo de Capital Próprio: 12% 

Custo de Capital de Terceiros: 8% 
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Impostos 

IRPJ e CSSL (lucro real): 34% 

Taxa de desconto (% a.a.) = 8% 

Fonte: EPE (2024) 

3.3 Mercado potencial inicial 

O mercado potencial inicial compreende as unidades consumidoras que 

estariam tecnicamente e financeiramente aptas a adotarem um sistema de GD. 

Conforme descrito na Seção 2.1, o modelo 4MD utiliza dois principais filtros para a 

definição do mercado potencial inicial: a proporção de domicílios caracterizados como 

casa própria e a proporção de domicílios que recebem um salário maior que um corte 

mínimo que pode ser determinado pelo usuário que simula o modelo.  

Nesse contexto, optou-se por seguir com a metodologia original do modelo, 

estabelecendo um corte técnico de disponibilidade de telhado representado pela 

proporção de domicílios caracterizados como casa própria, e o corte financeiro, 

representado pela proporção de domicílios cujo responsável recebe mais que três 

salários-mínimos. 

Dessa forma, sobre a quantidade total de domicílios levantados no Censo de 

2010 do IBGE para São Paulo foi aplicada a proporção de domicílios caracterizados 

como casa própria. De modo a obter um mercado potencial inicial para cada cluster, a 

quantidade total de domicílios foi distribuída para cada cluster com base nas proporções 

de consumidores pertencentes a cada faixa de consumo de acordo com os dados da 

BDGD da distribuidora. 

Para aplicação do corte financeiro, levou-se em consideração que existe uma 

relação positiva entre renda domiciliar e o consumo de energia elétrica residencial. De 

modo geral, o consumo de energia elétrica cresce à medida que a renda das famílias 

aumenta, o que pode ser explicado pela maior aquisição de equipamentos ou o uso mais 

intensivo deles (TAALE; KYEREMEH, 2019; CRUZ, 2021). Dessa maneira, a 

proporção de domicílios cujos representantes ganham mais de três salários-mínimos 

não é a mesma para todos os clusters de consumo; espera-se que haja uma quantidade 

maior de consumidores nessas condições em clusters de maior consumo, e uma 

quantidade menor em clusters de menor consumo. 

Para determinar essa proporção para cada cluster, foi utilizada a base de dados 

do Observatório Brasileiro de Pobreza Energética (OBEPE). O OBEPE tem como 
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objetivo construir e monitorar uma base de indicadores de pobreza energética, e 

consolida microdados de diferentes pesquisas nacionais, como a Pesquisa Nacional por 

Amostra de Domicílios (PNAD) e a Pesquisa de Orçamento Familiar (POF), ambas do 

IBGE (EPE, 2025a). Especificamente, as variáveis utilizadas neste estudo pertencem à 

POF. 

A POF é uma pesquisa realizada nos domicílios com o objetivo de levantar 

informações sobre a estrutura de orçamentos das famílias, bem como seu perfil 

nutricional e suas condições de vida. A pesquisa é realizada a nível nacional, por 

amostragem, a cada seis a oito anos, e tem os domicílios particulares permanentes10 

como unidade de investigação. O OBEPE disponibiliza os dados das duas últimas ondas 

da POF (2008-2009 e 2017-2018) já processados, em formato excel. 

As variáveis da POF utilizadas foram a renda familiar mensal, expressa em 

moeda corrente local (reais) e o consumo familiar mensal de eletricidade para uso 

domiciliar, expresso em kWh/mês.  

A base de dados apresenta as variáveis para cada domicílio entrevistado dentro 

de uma Unidade Primária de Amostragem (UPA), que representa os setores censitários 

das entrevistas. Uma importante variável que deve ser levada em consideração são os 

pesos amostrais, que são atribuídos a cada observação da pesquisa de modo a corrigir 

as probabilidades de inclusão das famílias na pesquisa. Segundo o relatório da POF: 

“Cada domicílio pertencente à amostra da POF representa um 

determinado número de domicílios particulares permanentes da 

população (universo) de onde esta amostra foi selecionada. Com isso, 

a cada domicílio da amostra está associado um peso amostral ou fator 

de expansão que, atribuído às características investigadas pela 

pesquisa, permite a obtenção de estimativas das quantidades de 

interesse para o universo da pesquisa.” (IBGE, 2019, p. 26) 

Para o tratamento e processamento da base de dados, foi utilizado um código 

elaborado em ambiente de programação Python. Primeiramente, é realizado um pré-

tratamento dos dados com o objetivo de assegurar sua qualidade. Para tal, eliminou-se 

da base os registros faltantes, nulos e outliers. Posteriormente, foram mantidos apenas 

os registros referentes aos domicílios entrevistados no estado de São Paulo. Esse 

tratamento resultou em uma quantidade de registros de 5.684. 

Uma vez que os registros da variável de renda são apresentados na moeda 

corrente do ano em que a pesquisa foi realizada, esses valores foram atualizados para 

 
10 Destina-se à habitação de uma ou mais pessoas, ligadas por laços de parentesco, dependência doméstica 
ou normas de convivência, sendo todo ou parte destinado exclusivamente à moradia. 
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os valores monetários referentes ao ano de 2025. Para tal, foi utilizado o Índice de 

Preços ao Consumidor (IPCA) (IBGE, 2026). Em seguida, a renda do domicílio foi 

convertida em quantidade de salários-mínimos, utilizando como referência o valor de 

salário-mínimo de 2025 (R$ 1.518). Por fim, cada domicílio entrevistado foi 

relacionado a um cluster com base em seu registro de consumo de energia elétrica 

mensal. 

Com base nesses dados, foi calculada a proporção de domicílios com renda 

superior a três salários-mínimos para cada cluster de consumo, considerando seus 

respectivos pesos amostrais. O resultado foi aplicado à quantidade de domicílios 

distribuída para cada cluster para determinar a parcela do mercado que estaria apta, em 

termos financeiros, a adotar um sistema de GD. A Tabela 8 apresenta os resultados 

encontrados. 

Tabela 8 - Percentual de domicílios com renda superior a três salários-mínimos para 

cada cluster. 

Cluster 
Percentual de domicílios com renda 

superior a três salários-mínimos (%) 

Cluster A 48% 

Cluster B 72% 

Cluster C 87% 

Cluster D 94% 

Cluster E 100% 

Cluster F 100% 

Fonte: Elaboração própria com base em EPE (2025a) 

3.4 Estudo de caso 

O modelo 4MD foi executado em quatro diferentes cenários; o primeiro,  

cenário base, consiste na simulação do modelo com sua estrutura original. O segundo 

cenário foi simulado mantendo a segmentação única de mercado, porém com o payback 

alterado segundo as regras determinadas para o SCEE pela Lei 14.300. O terceiro 

cenário consiste na simulação utilizando a segmentação do mercado por clusters, o que 

exige que o mercado potencial seja redimensionado para cada cluster; nesse cenário, o 

payback foi mantido conforme a metodologia original do modelo. Por fim, o cenário 4 

utiliza a segmentação por clusters, com o payback recalculado segundo a lei. As 

simulações resultantes permitem avaliar os impactos das mudanças empregadas sobre 
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o número de adotantes e a potência instalada no horizonte de projeção. A Tabela 9 

resume os cenários simulados, evidenciando seus devidos objetivos e os principais 

inputs utilizados. 

Tabela 9 - Cenários simulados. 

Cenário Clusterização Payback Mercado Objetivo 

1 Não Original Original 
Representa o cenário base, a 

metodologia atual do modelo. 

2 Não Novo Original 

Isolar o efeito da mudança do 

payback, permitindo entender o 

impacto na projeção ao incluir no 

cálculo premissas mais 

específicas e detalhadas para o 

mercado em questão. 

3 Sim Original Novo 

Isolar o efeito da inclusão da 

segmentação do mercado por 

clusters de consumo no modelo. 

4 Sim Novo Novo 

Avaliar como o payback 

recalculado impacta na projeção 

com a segmentação do mercado 

por clusters de consumo. 

 

O modelo 4MD foi executado em ambiente R para a simulação dos diferentes 

cenários, em que se utilizaram diferentes dados de entrada, adequados aos objetivos de 

cada análise. A principal base de dados utilizada pelo modelo é o histórico de adotantes 

de GD disponibilizado em um Power BI pela ANEEL (ANEEL, 2025). Para este 

estudo, a base foi extraída em dezembro de 2025, estando consolidada com informações 

de adoção até novembro do mesmo ano. Ela reúne dados detalhados sobre potência 

instalada, modalidade, data de conexão e tipo de fonte de geração, servindo de insumo 

para o ajuste da curva S, conforme descrito na Seção 2.1. Além disso, a simulação 

requer a definição de outros parâmetros de entrada, como a potência típica dos sistemas, 

custos, tarifas e demais variáveis.  

As simulações de todos os cenários foram operacionalizadas por meio de scripts 

desenvolvidos em ambiente de programação R, que executa as funções intermediárias 

do pacote epe4md e exporta os resultados parciais e finais para análise posterior. 
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A seguir, detalham-se os dados e configurações adotados para as simulações de 

cada um dos cenários. 

3.4.1 Cenário 1 

No Cenário 1, o modelo foi aplicado em sua configuração original, e servirá de 

base comparativa para as demais simulações. Um parâmetro importante para a 

execução do modelo 4MD é a definição do ano base das projeções. Em outras palavras, 

o ano base determina o horizonte de dados históricos que o modelo usará para ajustar a 

curva S. Nesse caso, foi utilizado o ano base de 2025; apesar de o ano não estar fechado 

na data em que foram feitas as simulações, utilizar o ano de 2024 como o ano base 

poderia introduzir distorções nos números projetados para o curto prazo. Dado o caráter 

incremental do modelo, essa distorção poderia ser propagada para os horizontes de 

médio e longo prazos, comprometendo a confiabilidade dos resultados. 

Conforme descrito anteriormente, a viabilidade financeira do investimento será 

medida através do payback descontado, que foi calculado utilizando uma taxa de 

desconto nominal de 8% ao ano. Os parâmetros para a simulação do tempo de retorno 

foram escolhidos buscando refletir ao máximo as regras atuais do SCEE, dada a 

metodologia atual de cálculo do payback do modelo 4MD. Nesse sentido, considerou-

se a incidência do custo de disponibilidade em todos os meses da vida útil do projeto. 

Adicionalmente, foi considerado que os sistemas são trifásicos, uma vez que esse 

padrão de ligação é predominante nas UCs da distribuidora em questão. Conforme 

determinado pela REN 1.059/2023, as UCs com ligação trifásica possuem custo de 

disponibilidade igual a 100 kWh. 

Quanto aos custos de O&M, estipulou-se uma taxa de 1% ao ano sobre CAPEX, 

valor que está em linha com as premissas utilizadas pela EPE no âmbito do PLAN 

2025-2029. A substituição do inversor, por sua vez, é programada para o 11º ano de 

operação. 

A taxa de inflação aplicada às tarifas foi definida como zero, uma vez que a 

simulação do payback é conduzida em termos reais neste trabalho. Embora o modelo 

permita simular benefícios ao consumidor, como tarifas bônus que formam uma receita 

adicional ao empreendimento ou descontos diretos no CAPEX, optou-se por não aplicar 

benefícios nas simulações. Os custos dos sistemas, por sua vez, seguiram as referências 

da EPE para o PLAN 2025-2029, conforme detalhado na Figura 8.  
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Figura 8 - Custos dos sistemas fotovoltaicos 

Fonte: EPE (2025b) 

A Tabela 10 sintetiza as variáveis de entrada utilizadas. 
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Tabela 10 - Variáveis utilizadas na simulação do cenário 1 

Parâmetro Descrição Valor 

ano_base Ano base da projeção. Define o ano em que a função irá buscar a base de dados. 2025 

ano_max_resultado Ano final da projeção. 2060 

inflacao Taxa de inflação considerada no reajuste das tarifas e para calcular o retorno real de projetos. 0 

ano_troca_inversor Ano, a partir do ano de instalação, em que é realizada a troca do inversor fotovoltaico. 11 

fator_custo_inversor Custo da substituição do inversor, em termos de percentual de CAPEX total do sistema de geração. 15% 

altera_sistemas_existentes Parâmetro logic. Define se alterações regulatórias alteram os investimentos realizados em anos 

anteriores à revisão da regulação. 
FALSE 

taxa_desconto_nominal Taxa de desconto nominal considerada no cálculo do payback descontado. 8% 

pagamento_disponibilidade Percentual de meses em que o consumidor residencial paga custo de disponibilidade (tem efeito 

somente até o ano de 2022). 
100% 

disponibilidade_kwh_mes Consumo de disponibilidade do consumidor em kWh/mês. 100 

desconto_capex_local Percentual de desconto a ser aplicado no CAPEX de sistemas de geração local para simulação de 

incentivos. 
0% 

anos_desconto Anos em que há a incidência do desconto no CAPEX. 0 

tarifa_bonus Tarifa que representa benefícios adicionais da MMGD. Valor em R$/kWh. A tarifa é multiplicada pela 

energia injetada na rede para formar uma receita adicional ao empreendimento. 
0 

fator_autoconsumo Fator que determina o percentual de energia que será autoconsumido pela unidade consumidora. 0,4 
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Parâmetro Descrição Valor 

oem_anual Custos de operação e manutenção, expressos em termos de percentual em relação ao CAPEX total do 

sistema de geração. 
1% 

fc Fator de carga utilizado para o cálculo da geração total do sistema. 0,1413 

vida_util Vida útil do sistema de geração, expresso em anos. 25 

potencia_tipica Arquivo em .xlsx que contém as potências típicas dos sistemas dos diferentes segmentos, utilizada 

para cálculo do investimento inicial do sistema, expresso em kWp. 
5 
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No que diz respeito ao mercado potencial inicial, o único parâmetro de entrada 

aplicável à simulação do segmento residencial é o filtro de renda domiciliar, que filtra 

os domicílios aptos à adoção de GD conforme a renda mensal do responsável, expressa 

em salários-mínimos. Dentre as opções de corte oferecidas pelo modelo (sem corte, um, 

dois, três ou cinco salários-mínimos), optou-se por seguir com o patamar de três 

salários-mínimos, consistente com a premissa padrão da EPE (EPE, 2025). 

A etapa final do processamento é a projeção do número de adotantes e da 

potência instalada. Com os resultados simulados pelo modelo para o mercado potencial 

e o payback, o modelo realiza o ajuste entre a série histórica e a curva projetada por 

meio de método de mínimos quadrados, conforme descrito na Seção 2.1. Para tal, é 

necessário definir os limites máximos para os fatores de inovação (p) e imitação (q) a 

serem utilizados nas iterações de minimização do erro. Seguindo o padrão do modelo 

4MD, adotaram-se os tetos de 0,01 para o fator p e de 1 para o fator q. Internamente ao 

modelo, a restrição mínima dos parâmetros p e q é de 0,0001 e 0,01, respectivamente. 

Com o resultado do número de adotantes, o modelo projeta a potência instalada 

através do produto entre o número de adotantes e a potência média histórica para o 

segmento, extraída da base de dados. 

3.4.2 Cenário 2 

O cenário 2 busca isolar especificamente o efeito da revisão metodológica do 

cálculo de payback. Nesse contexto, foram mantidas todas as premissas financeiras, de 

mercado e de ajuste das curvas, além da base de dados histórica utilizada no cenário 

anterior. O diferencial desse cenário consiste na substituição da rotina de cálculo de 

payback do modelo por inputs exógenos, calculados previamente através de um script 

independente seguindo a metodologia de modelagem do fluxo de caixa e de 

faturamento descritas na Seção 3.2.4. Ressalta-se que, nesse cenário, o mercado 

potencial permanece tratado de forma agregada (sem segmentação por clusters) e 

calculado segundo as mesmas premissas do Cenário 1. Adicionalmente, a potência 

típica, custos e demais parâmetros financeiros se mantém iguais aos adotados no 

cenário anterior. 
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3.4.3 Cenário 3 

O cenário 3 introduz a segmentação do mercado potencial em faixas de 

consumo, mantendo o cálculo do payback do modelo original. Para viabilizar esta 

simulação, o script em R foi ajustado para considerar premissas distintas de cálculo do 

payback para cada cluster analisado. As premissas alteradas foram as de potência típica 

do sistema e custo do sistema em R$/kWp correspondentes a cada cluster, conforme 

descrito na Seção 3.2.2 e sintetizado na Tabela 4. Além disso, a base de dados histórica 

também foi filtrada para que cada segmento fosse projetado apenas com o histórico 

correspondente ao seu porte. 

Diferente dos cenários anteriores, o mercado potencial não foi calculado 

internamente pelo modelo 4MD, mas substituído pelos resultados obtidos por meio da 

metodologia descrita na Seção 3.3 e calculada de forma independente ao modelo. Os 

resultados desse cenário decorrem da agregação dos resultados de projeção do número 

de adotantes e potência instalada obtidos para cada cluster. 

3.4.4 Cenário 4 

O Cenário 4 combina a segmentação do mercado potencial por faixas de 

consumo com a revisão da metodologia de cálculo do payback segundo as regras do 

SCEE. Assim como no Cenário 2, os valores de payback são inseridos como parâmetros 

externos, calculados conforme a metodologia descrita na Seção 3.2. O mercado 

potencial inicial, por sua vez, é mantido conforme o Cenário 3. 

Assim como no Cenário 3, o resultado decorre da agregação dos resultados de 

projeção de número de adotantes e potência instalada obtidos para cada cluster. 

4 RESULTADOS 

4.1 Clusterização 

A Figura 9 demonstra o comportamento da inércia para um número de clusters 

k, apontando a quantidade de 4 clusters como o ponto de inflexão da curva. 
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Figura 9 - Resultados para o método do cotovelo. 

A Figura 10 demonstra a proporção da variância explicada em função de um 

número de clusters k, variando de 1 a 14. 

 

Figura 10 - Resultados para a proporção da variância explicada. 

Percebe-se que a quantidade de clusters indicada pelo método do cotovelo 

resulta em uma proporção de variância explicada ligeiramente inferior a 75%. Por esse 

motivo, optou-se por seguir com a quantidade de 5 clusters, que apresenta uma 

proporção de variância explicada de aproximadamente 80%. 

Prosseguiu-se a aplicação do método k-means na base de dados de consumo, 

agrupando os dados de consumo anual (12 observações, uma para cada mês do ano, 

para cada unidade consumidora) em 5 clusters distintos. O resultado da distribuição do 

consumo médio por cluster pode ser visto na Figura 11. 
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Figura 11 - Distribuição da média de consumo mensal por cluster. 

 

Tabela 11 - Estatísticas descritivas do consumo médio anual por cluster. 

Cluster 
Nº de 

UCs 
Média 

Desvio 

Padrão 
Mínimo 

Percentil 

25% 
Mediana 

Percentil 

75% 
Máximo 

A 4.289.142 113,1 45,5 12,2 79,4 116,5 150,8 198,7 

B 2.158.367 265,2 63,2 182,3 214,1 247,9 301,6 459,0 

C 218.372 639,4 190,4 446,3 497,2 569,3 719,7 1.301,9 

D 25.031 1.922,5 565,7 1.263,9 1.464,7 1.745,8 2.251,4 3.575,3 

E 4.103 5.145,0 1.356,2 3.473,1 4.044,5 4.761,6 5.921,2 8.977,9 

 

Os resultados observados na Tabela 11 demonstram que os clusters A e B 

concentram a maior parcela dos consumidores da distribuidora, abrangendo 

aproximadamente 96% do total de consumidores residenciais. Para definição das faixas 

de consumo que serão utilizadas nas etapas posteriores do estudo, foram analisadas as 

estatísticas descritivas. Observa-se que os valores mínimos e máximos dos clusters por 

vezes apresentam sobreposições entre si. Por exemplo, O consumo médio máximo do 

cluster A (198,72 kWh) é maior que o consumo médio mínimo do cluster B (182,30 

kWh). Tal dinâmica dificulta a definição de faixas de consumo mutuamente exclusivas, 

requisito necessário para a definição das premissas nas etapas seguintes do estudo. 

Por esse motivo, optou-se por utilizar como limites máximos de cada faixa de 

consumo os valores medianos de consumo médio apresentados para cada cluster. Além 

disso, foi adicionado um cluster a mais, representando o limite máximo de consumo 

associado à potência de 75 kW. Dessa forma, as faixas de consumo consideradas no 

estudo são definidas conforme descrito a seguir: 
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Tabela 12 - Faixas de consumo resultantes da etapa de clusterização. 

Cluster Faixa de consumo (kWh) 

A (0, 116] 

B (116, 248] 

C (248, 569] 

D (569, 1.745] 

E (1.745, 4.761] 

F (4.761, 8.978] 

 

4.2 Cenário 1 

O Cenário 1 representa o cenário base, onde o modelo 4MD é simulado em sua 

metodologia original, conforme descrito na Seção 2.1. A simulação do modelo em R 

permite a consulta dos resultados parciais de cada passo da estrutura do modelo (cálculo 

do mercado potencial, cálculo do payback e projeções). 

4.2.1 Payback descontado 

O payback descontado foi calculado considerando uma taxa de desconto anual 

de 8%, um sistema com potência instalada de 5 kW e as tarifas e custos apresentados 

na Figura 12. 

 

Figura 12 - Custos e tarifas utilizados na simulação do cenário 1. 

O resultado obtido pode ser visualizado na Figura 13. Além do tempo de retorno 

do investimento, a figura também mostra, em cor cinza, a variação relativa a cada ano 

da simulação, em termos percentuais. 
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Figura 13 - Resultado de payback descontado no cenário 1 

Entre os anos de 2013 e 2017, o payback se mantém estável em 25 anos, 

demonstrando uma viabilidade financeira limitada, uma vez que o tempo de retorno do 

investimento coincide com a vida útil do sistema. Esse resultado decorre do elevado 

CAPEX à época (entre 6,52 R$/Wp e 8,81 R$/Wp), somados a tarifas de energia ainda 

em patamares reduzidos (entre 0,24 R$/kWh e 0,38 R$/kWh).  

A partir de 2017, observa-se um declínio contínuo no payback, motivado pela 

redução no CAPEX e o aumento das tarifas observados nesse período. A redução 

drástica observada em 2019 para o payback decorre da queda do custo de 5,76 R$/Wp 

para 5,00 R$/Wp (-13%), combinada a um salto tarifário de 0,44 R$/kWh para 0,51 

R$/kWh (+16%). Entre os anos de 2019 e 2023, observou-se uma desaceleração no 

ritmo de queda do payback, que pode ser explicado pela estabilização dos custos do 

sistema em torno de 4,88 R$/Wp. Como as tarifas continuaram a subir nesse período, 

ainda se enxerga uma redução no payback, porém menos significativa que nos demais 

anos. 

Em 2023, o payback sofre uma redução de 32% em relação ao ano anterior, 

decorrente da redução de 25% observada no custo do sistema. Além disso, o ano de 

2023 é o primeiro ano em que o modelo não considera o pagamento do custo de 

disponibilidade, o que acelera a amortização do investimento inicial. 

Após 2025, o payback tende a se estabilizar e apresentar variações bem 

menores, em torno de -2% por ano. Esse comportamento decorre da escolha das 

premissas de custos e tarifas: as tarifas se mantêm estáveis a partir de 2025 e os custos 

sofrem pequenas reduções até 2050, ano a partir do qual o custo atinge seu valor 

mínimo (2,06 R$/Wp) e para de sofrer redução. Essa estabilização se consolida apenas 
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em 2050, quando o tempo de retorno se mantém estável em 2,4 anos, que corresponde 

a aproximadamente 2 anos e 5 meses.  

O resultado para o payback de um sistema instalado em 2025 segundo o cenário 

1 é de 3,5 anos. Segundo o Estudo Estratégico de Geração Distribuída da Greener o 

payback médio para um sistema residencial de 4 kWp varia entre 2,6 e 4,4 anos no 

Brasil, com média de 3,2 anos (Greener, 2025). Embora a potência típica utilizada no 

estudo seja de 5 kWp, o resultado de payback para o ano de 2025 apresenta coerência 

com o que se realiza no mercado atual. 

4.2.2 Mercado potencial final 

O gráfico apresentado na Figura 14 mostra o mercado potencial final calculado 

pelo modelo. 

 

Figura 14 - Mercado potencial final para o cenário 1 

O mercado potencial inicial compreende o total de consumidores com aptidão 

técnica e financeira para a adoção de um sistema de GD e é resultado da aplicação do 

filtro técnico de estrutura e posse do imóvel (casa própria) e do filtro econômico 

baseado na restrição por faixa de renda do domicílio em termos de salários-mínimos. 

A quantidade total de domicílios para a distribuidora em que o estudo se baseia é de 

6.002.288 em 2023; esse número é 10% menor que a quantidade total de consumidores 

residenciais sem GD presentes na BDGD de 2023 da distribuidora (6.695.015 UCs). O 

filtro técnico aplicado realiza um corte inicial de 51% na quantidade total de domicílios, 

e o filtro econômico aplica uma restrição adicional de 30%, fazendo com que o mercado 

potencial inicial em 2023 seja de 911.195 potenciais adotantes. Esse número não 

6 6 6 5 5 1
8

1
1

3
1

5
4

2
0

5
2

3
3 3

6
7 4

5
3

4
7

7
4

8
9

5
0

3
5

1
7

5
3

6
5

6
3

5
8

4
6

0
6

6
2

9
6

5
3

6
7

7
7

0
2

7
2

7
7

5
3

7
8

0
8

0
8

8
3

6
8

6
5

8
9

4
9

2
5

9
5

6
9

8
9

1
.0

2
2

1
.0

5
7

1
.0

9
2

1
.1

2
9

1
.1

5
8

1
.1

8
8

1
.2

1
9

1
.2

5
1

1
.2

8
3

1
.3

1
7

1
.3

5
1

1
.3

8
6

1
.4

2
2

1
.4

5
9

0

200

400

600

800

1.000

1.200

1.400

1.600

2
0

1
3

2
0

1
5

2
0

1
7

2
0

1
9

2
0

2
1

2
0

2
3

2
0

2
5

2
0

2
7

2
0

2
9

2
0

3
1

2
0

3
3

2
0

3
5

2
0

3
7

2
0

3
9

2
0

4
1

2
0

4
3

2
0

4
5

2
0

4
7

2
0

4
9

2
0

5
1

2
0

5
3

2
0

5
5

2
0

5
7

2
0

5
9

M
er

ca
d

o
 p

o
te

n
ci

al
 f

in
al

[M
il

h
ar

es
 d

e 
ad

o
ta

n
te

s]



72 

 

representa a adoção imediata, mas sim o máximo de consumidores que possuem as 

condições necessárias para adoção do sistema. 

O mercado potencial final, por sua vez, é a parcela desses consumidores que 

possuem uma maior probabilidade de adotarem um sistema solar, considerando o tempo 

de retorno do investimento. Reiterando a metodologia abordada na Seção 2.1, esse 

último filtro é imposto com base na fração máxima de mercado, calculada através do 

payback. Portanto, em anos em que o payback é elevado, a fração do mercado apta à 

adoção sofre redução, uma vez que o modelo pressupõe que a decisão de adoção está 

condicionada ao retorno financeiro favorável. Analogamente, quando o payback sofre 

redução, o mercado potencial final tende a aumentar. 

Nesse sentido, o mercado potencial cresce ao longo do tempo pois, além da 

premissa de crescimento de mercado adotada, de modo geral, o payback tende a 

diminuir ao longo dos anos em função da redução do custo de investimento na 

tecnologia e do aumento das tarifas. Fatores externos que influenciem no tempo de 

retorno, como a alteração de condições regulatórias ou até mesmo outros elementos que 

impactem no custo dos sistemas fotovoltaicos podem resultar em uma redução ou 

aumento do mercado potencial para o ano.  

O salto observado no mercado potencial final do ano de 2018 ao ano de 2019 

está relacionado com essa dinâmica. A redução de 48% observada no payback de 2019 

faz com que o mercado potencial final saia de 18.007 para 113.328. Após esse período, 

as oscilações observadas no payback não foram suficientes para impactar de forma 

significativa o mercado potencial final no Cenário 1. 

4.2.3 Projeção do número de adotantes 

A Figura 15 apresenta a quantidade de adotantes projetada pelo modelo 4MD 

ao longo dos anos do horizonte de projeção. 
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Figura 15 - Quantidade de adotantes projetada para o cenário 1 

A curva apresenta uma difusão relativamente lenta dos sistemas. Para o ano de 

2030, é projetada uma quantidade total de 83.432 adotantes residenciais. Considerando 

que, no período em que foi feita a simulação, a quantidade de consumidores com GD 

acumulado no ano de 2025 era de 36.436, esse número representa um crescimento total 

de 129% em 5 anos. Para 2060, o número de adotantes acumulado alcança o valor de 

1.303.520, que representa aproximadamente 89% do mercado potencial final calculado. 

Isso demonstra que, em 2060, o número de adotantes ainda não atinge o ponto de 

saturação da curva S de adoção.  

Conforme descrito na Seção 2.1, a metodologia do 4MD projeta o número de 

adotantes de GD por meio do ajuste entre a curva teórica de adoção, representada pela 

função acumulada F(t), e a curva histórica do número de adotantes acumulados da 

distribuidora. Por isso, a análise dos resultados deve considerar  não apenas a projeção 

final do número de adotantes, mas também a qualidade do ajuste da curva e os valores 

obtidos para os parâmetros p e q, que refletem a velocidade de adoção e devem estar 

alinhados ao comportamento esperado para esse tipo de difusão. 

Nesse sentido, a Figura 16 apresenta a comparação entre a curva projetada e a 

curva histórica de adoção. Adicionalmente, a Tabela 13 apresenta os valores obtidos 

para os parâmetros p e q, além dos parâmetros utilizados na análise dos erros no ajuste: 
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Root Mean Square Error (RMSE)11, RMSE normalizado pela média do histórico de 

adotantes e a correlação12 entre o histórico e a projeção. 

 

Figura 16 - Ajuste da curva de projeção para o cenário 1 

 

Tabela 13 - Parâmetros de análise do ajuste da curva para o cenário 1 

p (coeficiente de inovação) 0,0026 

q (coeficiente de imitação) 0,1229 

RMSE 1.701 

RMSE normalizado 19% 

Correlação 99% 

 

A comparação ano a ano do histórico de adotantes e a projeção podem ser vistos 

na Tabela 14, que também apresenta o erro relativo entre os números projetados e os 

números reais. 

Tabela 14 - Erros relativos para o ajuste da curva de projeção do cenário 1 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 1 16 1.471,49% 

2014 2 34 1.579,67% 

 
11 O RMSE é uma métrica utilizada para medir o desvio entre valores estimados pelo modelo e valores 

observados, expressa na mesma unidade dos dados. É calculada como a raíz quadrada do erro quadrático médio 

(MSE); por elevar os erros ao quadrado antes de calcular a média, é mais sensível a erros grandes (YANG et al., 

2014). 
12 Correlação é uma medida estatística que quantifica a intensidade e a direção da associação entre duas variáveis e 

é geralmente expressa por um coeficiente que varia de -1 a 1, sendo que uma correlação próxima de zero indica 

ausência de associação linear entre duas variáveis (WALIZADA, 2021). 
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 Histórico Projeção Erro (%) 

2015 15 52 244,12% 

2016 150 71 -52,87% 

2017 321 95 -70,36% 

2018 632 405 -35,92% 

2019 1.305 3.175 143,29% 

2020 2.505 5.250 109,60% 

2021 5.787 8.425 45,58% 

2022 15.220 11.393 -25,14% 

2023 23.105 21.107 -8,65% 

2024 29.682 30.385 2,37% 

2025 36.436 37.036 1,65% 

 

Nota-se que, nos anos de 2013 a 2015, os erros relativos são elevados, indicando 

projeções superestimadas. Esse erro está relacionado com o coeficiente de inovação 

resultante do ajuste, que força um impulso inicial que não se concretizou na realidade 

do histórico. Nos anos de 2019 e 2020, o modelo volta a registrar superestimativa no 

número de adotantes, apresentando erros de 143% e 110%, respectivamente. Esse 

fenômeno coincide com o pico de variação apresentado no payback em 2019, que 

provoca uma expansão artificial do mercado potencial, elevando o número de adotantes 

projetado para esse ano. Em 2019 e 2020, porém, observa-se um novo aumento desses 

erros. A partir de 2022, os valores caem de forma acentuada, chegando a apenas 1,65% 

no último ano. 

4.2.4 Projeção de potência instalada 

A potência instalada total no modelo 4MD é dada pelo produto entre o número 

de adotantes projetado e a potência média histórica dos adotantes do segmento. Para o 

segmento residencial, a potência média histórica corresponde a 6,27 kWp. A Figura 17 

mostra a projeção da potência instalada em MW. 
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Figura 17 - Resultado da projeção de potência instalada para o cenário 1 

O resultado da projeção demonstra que, em 2035, a potência instalada de GD 

residencial atingirá a marca de pouco mais de 1 GW. Apenas cinco anos depois, em 

2040, esse valor dobra, alcançando o total de 2 GW. Em 2060, por sua vez, a potência 

instalada total do segmento residencial atinge pouco mais de 8 GW, valor que 

representa aproximadamente 40% da potência instalada da classe residencial do país 

em 2025. 

4.3 Cenário 2 

O cenário 2 busca introduzir no modelo o efeito da mudança no cálculo do 

payback. 

4.3.1 Payback 

Ao considerar uma taxa de desconto anual de 8% e um sistema com potência 

instalada de 5 kWp, o resultado obtido para o payback descontado segundo a 

metodologia de cálculo atualizada conforme as regras do SCEE pode ser visualizado 

na Figura 18. Além do tempo de retorno do investimento, a figura também mostra, em 

cor cinza, a variação relativa a cada ano da simulação, em termos percentuais. 
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Figura 18 – Resultado de payback descontado para o cenário 2 

O payback se mantém estável até 2017, quando passa a apresentar uma trajetória 

de queda, sendo um ano antecipada em relação ao cenário anterior. Assim como no 

cenário anterior, observam-se variações mais expressivas até 2025, ano a partir do qual 

o payback tende a se estabilizar.  Destacam-se dois anos com picos na variação relativa: 

2023 (-36%) e 2025 (+9%).  

Embora o ano de 2023 seja o ano em que se inicia a incidência dos percentuais 

de cobrança da Fio B no faturamento das unidades participantes do SCEE, o payback 

ainda apresenta uma redução acentuada principalmente devido à queda dos custos dos 

sistemas de 4,88 R$/Wp para 3,68 R$/Wp (-25%). 

Em 2025, a tendência de redução é interrompida pontualmente por uma variação 

positiva no payback, que sai de 3,9 para 4,2 anos. Essa variação está relacionada com 

o aumento no custo do sistema, que sobe de 2,93 R$/Wp para 3,16 R$/Wp (+7%), 

enquanto as tarifas se mantêm estáveis. O aumento no custo dos sistemas, por sua vez, 

está relacionado com a decisão de aumento nos impostos de importação dos módulos 

fotovoltaicos de 9,6% para 25%, que se iniciou a partir do ano de 2025 (Greener, 2025), 

e foi incorporada nos custos de referência para o modelo. 

Assim como no cenário anterior, a partir de 2025, as variações relativas no 

payback são menos evidentes. Esse resultado é esperado, já que os custos apresentam 

pouca variação a partir desse ano e as tarifas são mantidas fixas. A partir de 2050, o 

tempo de retorno se mantém no nível de 2,6 anos, período correspondente a 

aproximadamente 2 anos e 7 meses. 
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4.3.2 Mercado potencial final 

A Figura 19 apresenta o resultado de mercado potencial final para o 

cenário 2. 

 

Figura 19 - Mercado potencial final para o cenário 2. 

Os resultados indicam um mercado potencial de 1.384.473 consumidores para 

o último ano da projeção. Assim como no cenário 1, o mercado potencial até o ano de 

2018 é restrito, apresentando um crescimento mais efetivo a partir de 2019, em linha 

com o aumento da viabilidade financeira representada pelo payback. Destaca-se o ano 

de 2025, em que o mercado potencial apresenta uma queda pontual, que está 

relacionada com o aumento no payback apresentado para esse mesmo ano e justificado 

pelo aumento no imposto de importação. Comparativamente ao cenário 1, o mercado 

potencial final tende a ser, no geral, inferior. Essa dinâmica está em linha com os 

resultados encontrados para o payback nesse cenário, que são pouco maiores que os 

calculados para o cenário 1. 

4.3.3 Projeção do número de adotantes 

A Figura 20 apresenta a quantidade de adotantes projetada pelo modelo 4MD 

ao longo dos anos do horizonte de projeção, considerando os novos valores de payback 

apresentados na Figura 18. 
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Figura 20 - Quantidade de adotantes projetada para o cenário 2 

 

A Figura 21 apresenta a comparação entre a curva projetada e a curva histórica 

de adoção. Adicionalmente, a Tabela 15 apresenta os valores obtidos para os 

parâmetros p e q, além dos parâmetros utilizados na análise dos erros no ajuste. 

 

 

Figura 21 - Ajuste da curva de projeção para o cenário 2 
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Tabela 15 - Parâmetros de análise do ajuste da curva para o cenário 2 

p (coeficiente de inovação) 0,0026 

q (coeficiente de imitação) 0,1361 

RMSE 2.209 

RMSE normalizado (média) 25% 

RMSE normalizado (cenário base) 129% 

Correlação 98% 

 

O resultado para o coeficiente de imitação (q) para esse cenário é maior que o 

apresentado no cenário 1 (0,1229), refletindo uma velocidade maior na adoção. Esse 

resultado é evidenciado pela quantidade de adotantes projetado para 2060: o número de 

adotantes acumulado alcança o valor de 1.296.029, que representa aproximadamente 

94% do mercado potencial final calculado, enquanto para o cenário 1, esse percentual 

foi de 89%. De forma análoga, para o ano de 2030, é projetada uma quantidade total de 

90.526 adotantes residenciais, número maior que o apresentado para o cenário 1. 

No entanto, é possível notar que o número de adotantes no último ano de 

projeção é menor que no cenário anterior. Isso se dá devido aos valores de payback 

serem mais altos nesse cenário, que diminuem o teto do mercado potencial final e por 

conseguinte o modelo ajusta uma curva mais acelerada. O resultado é uma projeção de 

adotantes no longo prazo sutilmente menor (-0,6%) que no cenário 1. Por outro lado, 

nos curto e médio prazos, a quantidade de adotantes projetadas nesse cenário é maior; 

por exemplo, em 2030, a quantidade acumulada de adotantes é 9% maior. Em 2040, 

por sua vez, 11% maior. 

A Tabela 16 apresenta os erros relativos entre a curva projetada e o histórico. 

Tabela 16 - Erros relativos para o ajuste da curva de projeção do cenário 2 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 1 13 1.505,23% 

2014 2 28 1.627,76% 

2015 15 44 256,53% 

2016 150 61 -50,81% 

2017 321 377 16,91% 

2018 632 1.293 104,02% 

2019 1.305 3.778 188,94% 
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 Histórico Projeção Erro (%) 

2020 2.505 5.780 130,46% 

2021 5.787 7.607 31,37% 

2022 15.220 10.010 -34,24% 

2023 23.105 19.894 -13,89% 

2024 29.682 32.019 7,89% 

2025 36.436 36.395 -0,11% 

 

Observa-se que, assim como no cenário 1, o resultado da projeção força um 

volume de mercado nos primeiros anos da projeção que não se concretiza na prática. 

Além da superestimativa já observada nos anos de 2019 e 2020 no cenário anterior, 

esse cenário também apresenta uma superestimativa no ano de 2018, indicando que o 

mercado não respondeu à queda do payback nesse ano. Destaca-se a redução do erro 

para o último ano de projeção, que antes era uma superestimava  o mercado em 1,65% 

e agora apresenta o valor de -0,11%, configurando uma leve subestimativa. 

4.3.4 Projeção de potência instalada 

A Figura 22 mostra o resultado da projeção de potência instalada para o cenário 

2. 

 

Figura 22 - Projeção de potência instalada para o cenário 2 

Uma vez que a projeção de potência instalada é diretamente proporcional a 

projeção do número de adotantes, dada uma potência média fixa, o resultado para o 
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análoga, dada ao aumento na velocidade da curva, a potência instalada acumulada no 

curto e médio prazo é superior ao cenário analisado anteriormente. 

4.4 Cenário 3 

4.4.1 Payback 

As figuras a seguir apresentam os resultados de payback obtidos para cada 

cluster segundo a metodologia do modelo 4MD, bem como a variação relativa do 

payback de ano em ano. 

 

Figura 23 - Resultados de payback descontado para o cluster A no cenário 3 

 

 

Figura 24 - Resultados de payback descontado para o cluster B no cenário 3 
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A Figura 25 apresenta os custos atribuídos aos sistemas dos clusters A e B, 

segundo a metodologia descrita na Seção 3.2.2, bem como as tarifas de energia 

aplicáveis. 

 

Figura 25 - Tarifas e custos para os clusters A e B. 

Os paybacks calculados para os clusters A e B demonstram um perfil similar, 

caracterizado pela manutenção do tempo de retorno em 25 anos até o final de 2018, 

quando se inicia uma trajetória de declínio, assim como observado no cenário 1. 

Destaca-se que, no ano de 2019, a variação relativa no cluster B (-48%) foi mais 

expressiva que a apresentada pelo cluster A (-20%). Como já mencionado, a redução 

do payback observada para o ano de 2019 possui relação com a combinação entre uma 

redução nos custos e um aumento nas tarifas. Como o cluster B possui uma potência 

instalada maior e consequentemente injeta mais energia na rede, sua receita é maior e, 

portanto, o impacto visto no payback tende a ser mais expressivo.  

O payback do cluster A se distingue do cluster B apenas nos primeiros anos 
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disponibilidade. Essa cobrança incide igualmente sobre as unidades, 

independentemente de seu porte, de modo que representa um peso proporcionalmente 

maior nas receitas do cluster A. Por esse motivo, o payback desse grupo permanece 

mais elevado do que o do cluster B ao longo desses anos. 

A partir de 2023, a metodologia considera encerrada a cobrança do custo de 

disponibilidade e inicia-se a cobrança de um percentual da Fio B, definido de acordo 

com o ano de instalação do sistema. Observa-se que, a partir desse ano, o payback dos 
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pagamento da compensação, essa cobrança é proporcional à energia injetada na rede 

pela unidade, que por sua vez, é proporcional ao CAPEX.  Nesse contexto, a cobrança 

do custo da Fio B configura-se como um redutor proporcional à receita de ambos os 

clusters.  

Conforme descrito na Seção 2.1, a metodologia do modelo considera que a 

receita gerada pela instalação do sistema é composta essencialmente pela receita de 

autoconsumo, pela receita de injeção e pelos pagamentos de compensação e  custo de 

disponibilidade. Quando o porte do sistema aumenta, tanto o investimento inicial 

quanto as receitas e o pagamento de compensação crescem de forma proporcional 

(levando em consideração que o custo de investimento atribuído aos dois clusters é 

igual - 3,68 R$/kWp em 2023). Dessa forma, na ausência da cobrança do custo de 

disponibilidade, o payback dos dois clusters converge para o mesmo valor. 

Ambos os grupos exibem redução significativa de payback no ano de 2023 (em 

torno de -40%), causado pela escolha metodológica de se encerrar a cobrança do custo 

de disponibilidade. Adicionalmente, observa-se um aumento pontual no ano de 2025 

(+14%), resultado pelo aumento no imposto de importação dos módulos. No cenário 1, 

essa dinâmica não foi observada, uma vez que o porte do sistema utilizado na simulação 

era de 5 kWp. Para sistemas menores, como o dos clusters A (1,14 kWp) e B (2,44 

kWp), a alta dos custos nesse ano impacta de forma mais significativa o retorno do 

investimento, uma vez que suas receitas são inferiores.  

 

Figura 26 - Resultados de payback descontado para o cluster C no cenário 3 
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Figura 27 - Tarifas e custos para o cluster C. 

O cluster C, por sua vez, antecipa a tendência de queda em relação aos clusters 

anteriores, com o período de estabilidade encerrando-se em 2017. E. Em 2018, verifica-

se uma redução acentuada no tempo de retorno (-26%), que se intensifica em 2019 (-

48%). Esse comportamento está em linha com o observado no cenário 1, já que a 

potência instalada do cluster C é apenas um pouco maior (5,6 kWp) e os custos de 

investimento aplicados são os mesmos.  

Assim como observado nos clusters A e B, o cluster C também apresenta uma 

redução brusca no payback no ano de 2023 (-32%), devido ao encerramento da 

cobrança do custo de disponibilidade. Assim como no cenário 1, o aumento no custo 

do sistema observado em 2025 não altera de forma relevante o payback para esse ano. 

Os paybacks observados a partir de 2025 são diferentes dos resultados para os clusters 

A e B, uma vez que aqui, a partir desse período, são aplicados diferentes custos para o 

sistema. 
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Figura 28 - Resultados de payback descontado para o cluster D no cenário 3 

 

 

Figura 29 - Resultados de payback descontado para o cluster E no cenário 3 
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Figura 30 - Resultados de payback descontado para o cluster F no cenário 3 

Por fim, os clusters D, E e F apresentam um comportamento semelhante entre 

si, com a redução do payback iniciando-se a partir de 2017. Apesar de também 

demonstrarem uma desaceleração na redução do payback em 2022, esses grupos se 

diferenciam dos demais por apresentarem uma queda acentuada (entre -27% e -37%) 

no tempo de retorno em 2025, contrastando com a tendência de estabilização das 

variações nos demais clusters para esse mesmo período. 

Em 2025, embora os custos de importação dos módulos tenham aumentado, o 

payback não se altera para os clusters D, E e F devido a alteração metodológica na 

atribuição dos custos. Até 2024, utilizou-se como referência para esses clusters a base 

de custos adotada pela EPE na simulação do modelo, que não discrimina os valores de 

acordo com o porte do sistema. Para incorporar economias de escala, foi adotado, a 

partir de 2025, os custos levantados no Estudo Estratégico de Geração Distribuída da 

Greener (2025), que apresenta os custos segmentados por faixa de potência instalada. 

No entanto, essa base não estava disponível para todos os anos anteriores a 2025, o que 

implicou em quebra na série histórica de custos. Dessa forma, como os valores 

reportados nessa fonte são inferiores ao de 2024, o resultado é um payback inferior em 

2025. Segundo a Greener, “apesar do aumento do Imposto de importação sobre 

módulos FV, houve leve diminuição no preço do sistema pago pelo cliente final” 

(Greener, 2025). 

A partir de 2025, o payback é, em média, menor para os clusters D e E. Essa 

dinâmica ocorre, pois, conforme mencionado na Seção 3.2.2, o custo do sistema se 
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eleva para os sistemas de maior porte, uma vez que a complexidade técnica e logística 

de instalação provoca um aumento no custo total do sistema. 

De modo geral, observa-se que o comportamento do payback entre os diferentes 

clusters apresentam trajetórias semelhantes, embora com intensidades distintas no que 

diz respeito à variação relativa.  

4.4.2 Mercado potencial final 

O mercado potencial final é apresentado na Figura 31. 

 

Figura 31 - Mercado potencial final para o cenário 3 

Observa-se que o mercado potencial dos clusters A e B detêm a maior 

representatividade no mercado potencial total, refletindo a predominância dos 

consumidores dessa faixa na base de consumidores da distribuidora. Ressalta-se que o 

mercado potencial final é dado pelo mercado potencial inicial condicionado pela 

viabilidade financeira do payback, conforme as Equações (3 e (4. Sob essa ótica, 

embora o cluster C apresente uma maior viabilidade financeira em comparação aos 

clusters A e B, sua participação no mercado potencial permanece limitada devido à 

menor participação da população desse perfil em comparação aos outros grupos. De 

forma análoga, os clusters D, E e F, possuem baixíssima representatividade no mercado 

potencial final. 

No geral, o mercado potencial apresenta uma tendência de crescimento ao longo 

dos anos, preservando a proporção de participação entre os clusters. No entanto, 

observa-se uma retração no mercado potencial a partir do ano de 2025: a quantidade de 

1
3

1
3

1
3

1
2

1
2

2
2 1

5
1

2
5

7 3
9

1
4

8
8

8
4

1 1
.0

3
8

1
.0

0
2

1
.0

2
8

1
.0

5
8

1
.0

8
9

1
.1

2
9

1
.1

8
9

1
.2

3
6

1
.2

8
4

1
.3

3
4

1
.3

8
6

1
.4

3
9

1
.4

9
4

1
.5

5
0

1
.6

0
9

1
.6

6
9

1
.7

3
1

1
.7

9
3

1
.8

5
8

1
.9

2
4

1
.9

9
3

2
.0

6
3

2
.1

3
5

2
.2

0
9

2
.2

8
5

2
.3

6
4

2
.4

4
5

2
.5

0
8

2
.5

7
4

2
.6

4
1

2
.7

0
9

2
.7

8
0

2
.8

5
2

2
.9

2
6

3
.0

0
2

3
.0

8
0

3
.1

6
0

0

500

1.000

1.500

2.000

2.500

3.000

3.500

2
0

1
3

2
0

1
5

2
0

1
7

2
0

1
9

2
0

2
1

2
0

2
3

2
0

2
5

2
0

2
7

2
0

2
9

2
0

3
1

2
0

3
3

2
0

3
5

2
0

3
7

2
0

3
9

2
0

4
1

2
0

4
3

2
0

4
5

2
0

4
7

2
0

4
9

2
0

5
1

2
0

5
3

2
0

5
5

2
0

5
7

2
0

5
9

M
er

ca
d

o
 P

o
te

n
ci

al
 F

in
al

[M
il

h
ar

es
 d

e 
ad

o
ta

n
te

s]

Cluster A Cluster B Cluster C Cluster D Cluster E Cluster F



89 

 

consumidores aptos a adotarem a GD era de 1.038.000 em 2024, e sofre uma redução 

para 1.002.000 em 2025, recuperando-se para o valor de 2024 apenas em 2027. Essa 

retratação também foi observada no Cenário 2. 

4.4.3 Projeção do número de adotantes 

A Figura 32 apresenta a projeção do número de adotantes para o cenário 3. 

 

Figura 32 - Projeção do número de adotantes para o cenário 3 

Observa-se uma maior participação de consumidores pertencentes ao cluster C, 

apesar de se observar um mercado potencial proporcionalmente maior para os clusters 

A e B. Comparativamente aos cenários 1 e 2, esse cenário apresentou uma menor 

quantidade de consumidores projetadas no final do horizonte de projeção (1.303.520 

para o cenário 1, 1.296.029 para o cenário 2 e 736.077 para o cenário 3 em 2060). 

No que diz respeito ao ajuste das curvas, as Figuras Figura 33 Figura 38 

mostram a curva projetada versus o histórico de consumidores para cada cluster. 

1
5 2
.5

0
5

3
6

.4
3

6

7
3

.9
5

3

1
2

8
.0

0
5

2
0

2
.5

4
8

3
0

3
.5

7
8 4

3
5

.3
0

5 5
7

7
.4

0
6 7

3
6

.0
7

7

0

100.000

200.000

300.000

400.000

500.000

600.000

700.000

800.000

2
0

1
3

2
0

1
5

2
0

1
7

2
0

1
9

2
0

2
1

2
0

2
3

2
0

2
5

2
0

2
7

2
0

2
9

2
0

3
1

2
0

3
3

2
0

3
5

2
0

3
7

2
0

3
9

2
0

4
1

2
0

4
3

2
0

4
5

2
0

4
7

2
0

4
9

2
0

5
1

2
0

5
3

2
0

5
5

2
0

5
7

2
0

5
9

Cluster A Cluster B Cluster C Cluster D Cluster E Cluster F Total



90 

 

 

Figura 33 - Ajuste da curva do cluster A para o cenário 3. 

 

Tabela 17 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster A para o cenário 3. 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 0 - 

2014 0 1 - 

2015 0 1 - 

2016 2 1 -44% 

2017 8 1 -82% 

2018 15 2 -88% 

2019 39 6 -85% 

2020 52 19 -63% 

2021 65 57 -13% 

2022 72 98 36% 

2023 82 220 168% 

2024 91 298 227% 

2025 94 300 219% 
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Figura 34 - Ajuste da curva de projeção do cluster B para o cenário 3. 

 

Tabela 18 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster B para o cenário 3. 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 2 - 

2014 0 5 - 

2015 8 7 -15% 

2016 32 9 -73% 

2017 64 11 -83% 

2018 119 14 -89% 

2019 204 176 -14% 

2020 370 394 7% 

2021 652 660 1% 

2022 1.310 913 -30% 

2023 1.785 1.715 -4% 

2024 2.119 2.320 9% 

2025 2.333 2.337 0% 
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Figura 35 - Ajuste da curva de projeção do cluster C para o cenário 3. 

 

Tabela 19 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster C para o cenário 3. 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 1 10 930% 

2014 2 22 983% 

2015 7 33 368% 

2016 79 44 -44% 

2017 174 58 -67% 

2018 351 267 -24% 

2019 745 1.942 161% 

2020 1.407 3.120 122% 

2021 3.353 4.866 45% 

2022 8.826 6.400 -27% 

2023 12.805 11.540 -10% 

2024 15.899 16.289 2% 

2025 19.037 19.489 2% 
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Figura 36 - Ajuste da curva de projeção do cluster D para o cenário 3. 

 

Tabela 20 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster D para o cenário 3. 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 3 - 

2014 0 7 - 

2015 0 12 - 

2016 36 17 -53% 

2017 72 24 -66% 

2018 138 191 38% 

2019 289 1.120 288% 

2020 611 1.799 194% 

2021 1.587 2.812 77% 

2022 4.678 3.716 -21% 

2023 7.774 6.673 -14% 

2024 10.669 9.705 -9% 

2025 13.808 14.795 7% 
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Figura 37- Ajuste da curva de projeção do cluster E para o cenário 3. 

 

Tabela 21 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster E para o cenário 3. 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 0 - 

2014 0 1 - 

2015 0 1 - 

2016 1 1 37% 

2017 3 2 -37% 

2018 9 17 85% 

2019 26 89 244% 

2020 59 139 136% 

2021 114 212 86% 

2022 297 274 -8% 

2023 584 485 -17% 

2024 807 709 -12% 

2025 1.036 1.114 8% 
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Figura 38 - Ajuste da curva de projeção do cluster F para o cenário 3. 

 

Tabela 22 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster F para o cenário 3. 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 0 - 

2014 0 0 - 

2015 0 0 - 

2016 0 0 - 

2017 0 0 - 

2018 0 2 - 

2019 2 10 423% 

2020 6 17 176% 

2021 16 26 60% 

2022 37 34 -8% 

2023 75 61 -19% 

2024 97 91 -6% 

2025 128 135 6% 
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Tabela 23 - Parâmetros de análise do ajuste da curva para o cenário 3 

 Cluster 

A 

Cluster 

B 

Cluster 

C 

Cluster 

D 

Cluster 

E 

Cluster 

F 

p (coeficiente de inovação) 0,0001 0,0003 0,0032 0,0090 0,0062 0,0045 

q (coeficiente de imitação) 0,0100 0,0100 0,0926 0,2286 0,1803 0,2068 

RMSE 91 130 1.057 767 59 7 

RMSE normalizado 

(média) 

227% 19% 22% 25% 26% 24% 

Correlação 86,0% 98,9% 98,7% 98,6% 98,5% 98,8% 

 

Os parâmetros de análise do ajuste da curva S demonstram disparidades entre 

os diferentes agrupamentos. O ajuste para o cluster A demonstrou-se como o menos 

satisfatório, alcançando um RMSE normalizado de 227%, resultante de uma projeção 

que divergiu significativamente do histórico de adotantes. Em contrapartida, os demais 

clusters demonstraram maior consistência no ajuste, com erros situados em torno de 

25%. No que diz respeito ao último ano do ajuste (2025), nota-se que todos os clusters, 

com exceção do cluster A, apresentaram erros inferiores a 8%. 

No que diz respeito à correlação entre os dados reais e projetados, o cluster A 

atingiu o menor índice (86%), enquanto os demais mantiveram-se estáveis com valores 

próximos  98%. Em termos comparativos, o cenário 1 apresentou RMSE de 19% e 

correlação de 98%, demonstrando que todos os clusters excederam a referência do 

cenário global, com exceção do cluster B, que demonstrou uma maior aderência aos 

resultados do cenário base. Ainda assim, os erros dos clusters C, D E e F se aproximam 

ao erro do cenário de referência. 

A análise dos parâmetros de inovação (p) e imitação (q) complementam a 

análise da qualidade do ajuste. No cluster A, ambos os parâmetros atingiram os limites 

mínimos estabelecidos pelo modelo, o que pode indicar uma dificuldade de 

convergência e baixa qualidade do ajuste. No cluster B, ainda que o coeficiente q tenha 

atingido o valor mínimo, o coeficiente p apresenta um valor superior ao mínimo. 

Observa-se que, à medida que a faixa de consumo se eleva, os coeficientes p e q tendem 

a alcançar patamares mais elevados. De modo geral, os resultados indicam ajustes mais 

robustos para os clusters C, D, E e F. 
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4.4.4 Projeção de potência instalada 

A projeção de potência instalada é apresentada na Figura 39. 

 

Figura 39 - Projeção de potência instalada para o cenário 3. 

A evolução da potência instalada reflete a trajetória observada na projeção do 

número de adotantes. A introdução da segmentação do mercado potencial resultou em 

uma potência instalada total inferior aos cenários 1 e 2. Comparativamente, a 

abordagem do cenário 3 resultou em uma redução de 56% na potência instalada total 

em relação ao cenário 1. Em comparação ao cenário 2, a retração é mais expressiva, de 

63%. 

Ressalta-se que a metodologia do modelo projeta a potência instalada a partir 

do produto entre a projeção de adotantes e a média histórica apresentada no segmento 

em questão. Nesse sentido, os valores de média histórica para cada cluster são 

apresentados na Tabela 24. 

Tabela 24 - Potência média histórica para cada cluster. 

 Potência média (kW) 

Cluster A 0,86 

Cluster B 1,94 

Cluster C 3,99 

Cluster D 8,32 

Cluster E 24,22 

Cluster F 61,64 
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4.5 Cenário 4 

4.5.1 Payback 

As Figuras Figura 40Figura 45 apresentam os resultados obtidos de payback 

para os diferentes clusters de consumo. 

 

Figura 40 - Resultados de payback descontado para o cluster A no cenário 4 

O cluster A apresenta o cenário de menor atratividade, em que o tempo de 

retorno se mantém estável em 25 anos ao longo de todo o horizonte de projeção, 

indicando que as condições de custo e tarifas não são suficientemente favoráveis para 

ultrapassar a barreira de vida útil do sistema. Em comparação com o cenário 3, no qual 

o payback foi calculado conforme a metodologia do modelo, observa-se uma 

disparidade substancial nos resultados, evidenciando que as mudanças metodológicas 

implementadas para o cálculo do payback exerceram um grande impacto sobre este 

cenário. 
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Figura 41 - Resultados de payback descontado para o cluster B no cenário 4 

No cluster B, o payback se mantém estável até o ano de 2018, ano a partir do 

qual se inicia uma trajetória lenta de redução, diferentemente do resultado obtido para 

o cenário 3, onde já há uma queda drástica no payback em 2019. O ano de 2023 

apresenta um ponto de redução mais significativa, reduzindo de aproximadamente 17 

anos para 9 anos (-46%). Essa redução, relacionada com a queda do custo do sistema, 

ocorreu em todos os cenários simulados, porém de maneira menos intensa. Em 2025 há 

um expressivo aumento no payback (+36%), devido ao aumento do custo do sistema. 

Após esse período, o indicador passa a demonstrar maior estabilidade, com reduções 

de aproximadamente 2% por ano. 

 

Figura 42 - Resultados de payback descontado para o cluster C no cenário 4 
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Para o cluster C, o payback se mantém estável até 2016, ano a partir do qual é 

observada uma forte tendência de queda que desacelera nos anos de 2020, 2021 e 2022. 

Em 2023, a variação volta ao patamar anterior, voltando a subir em 2025, assim como 

observado nos demais cenários. É só a partir de 2026 que o tempo de retorno converge 

para a estabilização, com variações em torno de 2% ao ano.  

 

Figura 43 - Resultados de payback descontado para o cluster D no cenário 4 

 

Figura 44 - Resultados de payback descontado para o cluster E no cenário 4 

Os clusters D e E apresentam comportamento semelhante. Ambos iniciam uma 

trajetória de queda a partir de 2016, que se mantém até 2019. Após a fase de 

desaceleração dos anos de 2020, 2021 e 2022, a queda no indicador é retomada em 

2023, assim como observado para o cluster C. Observa-se que no ano de 2025 é 

registrada uma queda no tempo de retorno, diferentemente dos clusters A, B e C. Essa 
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dinâmica está em linha com o que foi observado no cenário 3. Igualmente aos demais, 

a convergência para a estabilidade nas variações de payback se inicia a partir de 2026. 

 

Figura 45 - Resultados de payback descontado para o cluster F no cenário 4 

Por fim, o cluster F antecipa sua tendência de queda no payback já em 2015. 

Assim como nos demais clusters, apresenta uma desaceleração na variação entre os 

anos de 2020 e 2022. A convergência para a estabilidade também ocorre a partir de 

2026, quando as variações se mantêm em torno de -3% por ano. 

De modo geral, os resultados de payback para os clusters A, B, C, D e E nesse 

cenário são superiores aos observados no cenário 3. As maiores discrepâncias são 

observadas nos clusters de menor porte e a partir do cluster C, as diferenças observadas 

são da ordem de meses. Destaca-se que, para os anos de 2016 a 2020, os resultados 

desse cenário são, na verdade, inferiores ao do cenário anterior. Entretanto, essa 

diferença se reduz progressivamente ao longo dos anos. Para o cluster F, observa-se 

um comportamento distinto, com resultados inferiores aos do cenário 3. Essas 

diferenças estão associadas às escolhas metodológicas adotadas no processo de cálculo 

do payback, as quais serão discutidas na Seção 5. 

4.5.2 Mercado potencial final 

O mercado potencial final é apresentado na Figura 46. 
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Figura 46 - Mercado potencial final para o cenário 4 

Observa-se que, diferentemente do cenário 3, o mercado potencial do cluster A 

tem baixíssima representatividade no mercado potencial final total, refletindo o 

resultado obtido para o payback. Os clusters B e C detêm a maior representatividade 

no mercado potencial total, uma vez que há predominância dos consumidores dessa 

faixa na base de consumidores da distribuidora e ambos os clusters apresentaram 

viabilidade financeira razoável ao longo dos anos da projeção. 

No geral, o mercado potencial apresenta uma tendência de crescimento ao longo 

dos anos, preservando a proporção de participação entre os clusters. Assim como nos 

demais cenários, observa-se uma retração no mercado potencial a partir do ano de 2025. 

Comparativamente ao cenário 3, o mercado potencial final apresenta valores bem 

menores ao longo dos anos. Por exemplo, no último ano da projeção, o mercado 

potencial final é de 1.923.282, enquanto para o cenário 3, esse valor era de 3.160.288. 

Isso reflete os valores de payback mais altos encontrados nesse cenário para os clusters 

A, B e C, que detêm boa parte do mercado potencial. 
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4.5.3 Projeção do número de adotantes 

 

Figura 47 - Projeção do número de adotantes para o cenário 4. 

Assim como no cenário 2, observa-se uma maior participação de consumidores 

pertencentes ao cluster C. Comparativamente ao cenário 3, apesar de seu mercado 

potencial ter sido maior, o cenário atual apresentou uma maior quantidade de 

consumidores projetadas no final do horizonte de projeção (766.815 para o cenário 3 

em 2060 e 801.768 para o cenário atual em 2060). 

No que diz respeito ao ajuste das curvas, as Figuras Figura 48Figura 53 mostram 

a curva projetada versus o histórico de consumidores para cada cluster. 
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Figura 48 - Ajuste da curva de projeção do cluster A para o cenário 4 

 

Tabela 25 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster A para o cenário 4 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 8 - 

2014 0 12 - 

2015 2 16 - 

2016 8 21 703% 

2017 15 28 168% 

2018 39 34 83% 

2019 52 42 -12% 

2020 65 52 -20% 

2021 72 63 -20% 

2022 82 76 -13% 

2023 91 90 -8% 

2024 94 106 -1% 

2025 0 8 13% 
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Figura 49 - Ajuste da curva de projeção do cluster B para o cenário 4 

 

Tabela 26 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster B para o cenário 4 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 5 - 

2014 0 10 - 

2015 8 14 73% 

2016 32 18 -44% 

2017 64 23 -65% 

2018 119 28 -77% 

2019 204 78 -62% 

2020 370 172 -54% 

2021 652 203 -69% 

2022 1.310 266 -80% 

2023 1.785 1.419 -21% 

2024 2.119 2.706 28% 

2025 2.333 2.008 -14% 
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Figura 50 - Ajuste da curva de projeção do cluster C para o cenário 4 

 

Tabela 27 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster C para o cenário 4 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 1 10 863% 

2014 2 21 926% 

2015 7 31 349% 

2016 79 43 -46% 

2017 174 258 48% 

2018 351 818 133% 

2019 745 2256 203% 

2020 1407 3383 140% 

2021 3.353 4.393 31% 

2022 8.826 5.702 -35% 

2023 12.805 10.879 -15% 

2024 15.899 17.127 8% 

2025 19.037 19.180 1% 
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Figura 51 - Ajuste da curva de projeção do cluster D para o cenário 4 

 

Tabela 28 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster D para o cenário 4 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 3 - 

2014 0 6 - 

2015 0 10 - 

2016 36 24 -34% 

2017 72 151 110% 

2018 138 452 227% 

2019 289 1.213 320% 

2020 611 1.905 212% 

2021 1.587 2.639 66% 

2022 4.678 3.587 -23% 

2023 7.774 6.306 -19% 

2024 10.669 10.000 -6% 

2025 13.808 14.792 7% 
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Figura 52 - Ajuste da curva de projeção do cluster E para o cenário 4 

 

Tabela 29 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster E para o cenário 4 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 0 - 

2014 0 1 - 

2015 0 1 - 

2016 1 2 111% 

2017 3 13 330% 

2018 9 37 313% 

2019 26 96 271% 

2020 59 147 149% 

2021 114 199 74% 

2022 297 265 -11% 

2023 584 462 -21% 

2024 807 731 -9% 

2025 1.036 1.113 7% 
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Figura 53 - Ajuste da curva de projeção do cluster F para o cenário 4 

 

Tabela 30 - Erros relativos para a curva de projeção do cluster F para o cenário 4 

 Histórico Projeção Erro (%) 

2013 0 0 - 

2014 0 0 - 

2015 0 0 - 

2016 0 1 - 

2017 0 2 - 

2018 0 5 - 

2019 2 11 430% 

2020 6 17 177% 

2021 16 24 49% 

2022 37 34 -9% 

2023 75 59 -22% 

2024 97 94 -3% 

2025 128 135 5% 
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Tabela 31 - Parâmetros de análise do ajuste da curva para o cenário 4 

 Cluster 

A 

Cluster 

B 

Cluster 

C 

Cluster 

D 

Cluster 

E 

Cluster 

F 

p (coeficiente de inovação) 0,0012 0,0007 0,0030 0,0074 0,0058 0,0024 

q (coeficiente de imitação) 0,1051 0,0100 0,1169 0,2643 0,1960 0,2696 

RMSE 10 386 1.315 809 61 7 

RMSE normalizado (média) 25% 56% 27% 27% 37% 25% 

Correlação 96,7% 91,5% 98,0% 98,4% 98,4% 98,7% 

 

Os resultados obtidos para os parâmetros de ajuste da curva S demonstram que 

o cluster A obteve uma melhoria no ajuste, evidenciado principalmente pela redução 

do RMSE, que recuou de 227% para 25% nessa simulação. Adicionalmente, os 

parâmetros p e q para esse cluster não são mais os limites mínimos determinados no 

modelo. Esse resultado demonstra que a revisão do payback favoreceu o ajuste entre a 

curva projetada e a curva histórica, conferindo maior precisão na projeção desse grupo. 

No que diz respeito aos índices de correlação, observa-se que todos os clusters 

apresentaram valores superiores a 90%. Destacam-se os clusters C, D, E e F, que 

alcançaram índices próximos a 98%. O cluster B apresentou uma correlação mais baixa 

(91,5%) e o maior RMSE (56%), que aumentou significativamente em relação ao 

cenário 3 (19%). Em comparação ao cenário 3, os clusters C, D e F apresentaram erros 

pouco maiores; já o cluster E apresentou uma variação mais significativa no RMSE (de 

26% para 37%). 

Quanto à análise dos coeficientes de difusão, é possível observar que no cluster 

B o parâmetro q alcançou o limite mínimo estabelecido pelo modelo (0,01). Esse 

comportamento, quando analisado em conjunto com as métricas de erro, sugere que o 

algoritmo pode ter encontrado dificuldades na convergência paramétrica para esse 

grupo específico.  

Em contrapartida, os demais clusters apresentaram resultados coerentes para o 

parâmetro de imitação (q), que apresenta uma tendência geral de crescimento 

proporcional à faixa de consumo. Em outras palavras, isso indica que faixas de maior 

potência instalada possuem uma dinâmica de difusão mais acelerada e que a decisão de 

adoção é mais fortemente influenciada pelo fenômeno de imitação. Ressalta-se que, 

para o cluster C, que representa boa parte do mercado potencial, o parâmetro de 
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imitação encontrado é superior ao do cenário 3. O aumento no parâmetro também 

acontece para os clusters A e F. 

4.5.4 Projeção de potência instalada 

A Figura 54 apresenta a potência instalada projetada para o cenário 4. 

 

Figura 54 - Projeção de potência instalada para o cenário 4 

 Em 2060, a projeção da potência instalada para o cenário 4 atinge o valor de 

3.819 MW. Assim como nos cenários anteriores, o cluster C consolida-se como sendo 

o de maior participação na potência instalada total. 

O cenário 4 apresenta uma redução significativa em relação às projeções globais 

dos cenários 1 e 2. Especificamente, a potência projetada é substancialmente menor que 

a do Cenário 1 (8.175 MW) e a do Cenário 2 (9.693 MW). Em contrapartida, verifica-

se um incremento em comparação com o Cenário 3 (3.604 MW), de aproximadamente 

6%. 

5 ANÁLISE DOS RESULTADOS E DISCUSSÃO 

Neste capítulo, são analisados os resultados obtidos para as simulações dos 

quatro cenários, buscando correlacionar as variáveis técnicas e econômicas que regem 

a difusão da GD segundo o modelo de Bass implementado no 4MD. A Figura 55, em 

complemento com a Tabela 32, compara os resultados obtidos de número de adotantes 

para os cenários simulados. 
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Figura 55 - Comparação entre as projeções de adotantes dos cenários simulados. 

 

Tabela 32 - Comparação entre as projeções de adotantes dos cenários simulados. 

Ano Cenário 1 Cenário 2 Cenário 3 Cenário 4 

2030 83.432 90.526 74.036 79.543 

2040 322.540 359.223 202.633 233.346 

2050 794.926 840.475 435.996 504.954 

2060 1.303.520 1.296.029 766.815 801.768 

 

Os resultados obtidos devem ser interpretados sobre dois elementos principais: 

(i) o mercado potencial final definido a partir da viabilidade financeira representada 

pelo payback e (ii) os parâmetros de difusão do modelo de Bass resultantes do ajuste 

das curvas (p e q). A relação entre esses fatores permite entender as diferenças 

observadas nos quatro cenários simulados. 

Nos cenários 1 e 2, observa-se que os resultados não divergem drasticamente 

no longo prazo. Isso se deve ao fato de que a aplicação da metodologia distinta para o 

cálculo do payback não resultou em diferenças significativas, de modo que os 

parâmetros de ajuste da curva são muito próximos. A Tabela 33 apresenta os valores 

estimados para os parâmetros p e q. 
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Tabela 33 - Parâmetros do modelo de Bass para os cenários 1 e 2. 

Cenário p (inovação) q (imitação) 

Cenário 1 0,0026 0,1229 

Cenário 2 0,0026 0,1361 

 

O parâmetro p resultou em 0,0026 em ambos os casos, enquanto o coeficiente 

de imitação q aumentou de 0,1229 para 0,1361, demonstrando que a diferença entre as 

projeções está relacionada à sua velocidade de propagação. O aumento de q torna a 

curva do cenário 2 mais vertical, de modo que a adoção fica mais acelerada nos médio 

e curto prazos. Como se pode observar na  Figura 55, o cenário 2 apresenta uma 

trajetória mais rápida nos primeiros anos, ainda que a quantidade final de adotantes não 

seja maior. A convergência entre os dois cenários observada no final da projeção tem 

relação com o mercado potencial final, que é menor no segundo cenário, resultante de 

um payback calculado ligeiramente superior. Uma vez que o modelo limita o número 

máximo de adotantes por meio da fração de máximo mercado, a maior velocidade 

decorrente do aumento do parâmetro q não resulta necessariamente em um número 

maior de adotantes. Dessa forma, a mudança na metodologia do payback não traz 

mudanças substanciais na projeção do cenário agregado. 

As simulações dos cenários 3 e 4 introduzem a segmentação do mercado por 

clusters, de modo que o cálculo do payback não é mais único e passa a refletir as 

características de cada grupo de consumidores. Essa mudança se reflete diretamente no 

ajuste das curvas. A Tabela 34 apresenta os coeficientes p e q ajustados para os cenários 

3 e 4. 

Tabela 34 - Parâmetros do modelo de Bass para os cenários 3 e 4 

 Cenário 3 Cenário 4 

 p (inovação) q (imitação) p (inovação) q (imitação) 

Cluster A 0,0001 0,0100 0,0012 0,1051 

Cluster B 0,0003 0,0100 0,0007 0,0100 

Cluster C 0,0032 0,0926 0,0030 0,1169 

Cluster D 0,0090 0,2286 0,0074 0,2643 

Cluster E 0,0062 0,1803 0,0058 0,1960 

Cluster F 0,0045 0,2068 0,0024 0,2696 
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Para o cenário 3, observa-se que os clusters A e B apresentam valores baixos de 

p e q, resultando em uma difusão lenta e praticamente sem um impulso inicial relevante. 

No cluster A, os parâmetros atingiram os limites mínimos estabelecidos pelo modelo, 

além de ter apresentado um RMSE de 227%, o que indica a dificuldade de convergência 

do modelo diante de um mercado potencial calculado incompatível com o histórico de 

adoção. Apesar de o cluster B apresentar valores para os parâmetros parecidos aos do 

cluster A, o RMSE resultante foi de 19%, de modo que a curva ajustada conseguiu 

reproduzir o comportamento histórico.  

O cluster C, por sua vez, é o cluster cuja potência atribuída mais se aproxima 

do sistema típico utilizado na projeção dos cenários 1 e 2. Esse cluster apresenta um 

valor de p mais elevado, mas um coeficiente de imitação q substancialmente mais baixo 

quando comparado ao do cenário 1. A atratividade econômica calculada para os 

cenários 1 e 3 não sofreu alterações relevantes, de modo que a redução do q está 

associada à redistribuição do mercado potencial inicial entre os clusters.  

No cenário 1, todo o mercado potencial era atribuído a um sistema 

representativo único; dessa maneira, o ajuste da curva considerava o histórico total de 

adotantes e um mercado potencial inicial unificado. No cenário 3, esse mercado passa 

a ser fracionado entre os clusters. O cluster C, que antes representava todo o mercado 

potencial inicial, passa a representar apenas uma parcela específica desse total. Na 

prática, o ajuste da curva é feito de modo a compatibilizar a trajetória histórica de 

adotantes e o mercado potencial inicial específicos para esse grupo. Com um mercado 

potencial inicial menor, um coeficiente de imitação (q) elevado poderia levar a uma 

saturação precoce do mercado. Assim, o modelo ajusta o parâmetro para baixo para 

distribuir o crescimento desse mercado ao longo de todo o horizonte temporal. Portanto, 

o resultado representa uma adaptação do parâmetro a uma nova escala de mercado. 

Para os cluster D, E e F, por sua vez, observam-se valores ajustados de q mais 

elevados, indicando uma difusão mais acelerada nesses grupos. Essa dinâmica é 

consistente com as economias de escala relacionadas aos custos dos sistemas, que 

resultam em paybacks mais atrativos. No entanto, esses clusters representam uma baixa 

parcela do mercado, de modo que a projeção total do cenário 3 é significativamente 

inferior aos dos cenários 1 e 2. 

Já no cenário 4, em que se incorpora uma metodologia ajustada para o payback, 

observam-se parâmetros q mais acelerados para todos os clusters, exceto para o cluster 

B. Para o cluster A, por exemplo, há um aumento expressivo do q (de 0,0100 para 
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0,1051) e o RMSE apresenta uma redução significativa (de 227% para 25%). Dessa 

forma, a revisão do payback que culminou na diminuição da viabilidade financeira para 

esse grupo melhorou a compatibilização entre a curva histórica e a curva projetada. O 

cluster C nesse cenário apresenta um parâmetro q de 0,1169, muito próximo ao 

observado nos cenários 1 e 2. Mesmo assim, a projeção total para o cenário 4 ainda é 

menor que as observadas para os cenários 1 e 2. 

A projeção significativamente menor observada nos cenários 3 e 4 quando em 

comparação com os cenários 1 e 2 decorre da forma de estruturação do mercado 

potencial e do cálculo de um payback específico quando se introduz a segmentação por 

clusters, que implica em uma redistribuição dos parâmetros p e q entre os clusters.  

Conforme mencionado, o mercado potencial nos cenários 1 e 2 é definido de 

forma global a partir da aplicação de um corte técnico (filtro de casa própria) e 

financeiro (proporção de domicílios com renda superior a um limite estabelecido) sobre 

o total de domicílios. Já nos cenários 3 e 4, de forma conceitual, são mantidos os filtros. 

Os domicílios são distribuídos entre os clusters com base na participação de cada grupo 

na base de consumidores da distribuidora; posteriormente, aplica-se o filtro financeiro 

de maneira compatível com o consumo de cada cluster. Uma vez que os percentuais de 

domicílios com renda superior a três salários-mínimos variam entre os clusters, o 

mercado potencial é reduzido de forma heterogênea para cada grupo, resultando em um 

mercado potencial inicial de proporções distintas para cada cluster. Adicionalmente, o 

payback específico para cada cluster é incorporado para formar o mercado potencial 

final através da aplicação da fração de máximo mercado. 

A Tabela 35 apresenta os mercados potenciais iniciais e finais do ano de 2030 

para cada cluster no cenário 4. 
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Tabela 35 - Mercado potencial inicial e mercado potencial final do ano de 2030 para o 

cenário 4. 

 Mercado 

potencial inicial 

Mercado 

potencial final 

Cluster A 560.729 3.778 

Cluster B 1.287.007 327.470 

Cluster C 573.579 275.565 

Cluster D 60.836 36.890 

Cluster E 7.846 4.853 

Cluster F 1.106 694 

Total 2.491.103 649.249 

 

O mercado potencial inicial para o cenário 2 no ano de 2030 é de 1.088.388; 

com a aplicação da fração de máximo mercado, o mercado potencial final chega ao 

valor de 562.867. Já no cenário 4, o mercado potencial inicial é substancialmente maior 

(2.491.103), e o mercado potencial final, após a aplicação da fração de máximo 

mercado, é de 649.249. Embora seja numericamente superior ao cenário 2, esse 

mercado encontra-se fragmentado entre os clusters, que possuem dinâmicas de difusão 

distintas entre si. 

Observa-se que a distribuição do mercado potencial final evidencia uma forte 

concentração de mercado em clusters específicos: dos 549.249, 327.470 estão 

concentrados no cluster B, enquanto 275.565 pertencem ao cluster C. O cluster A, por 

exemplo, apesar de representar uma parte relevante do mercado da distribuidora 

(560.729), possui uma baixa fração de máximo mercado, uma vez que apresenta um 

tempo de retorno em torno de 25 anos no cenário 4. Desse modo, o mercado potencial 

final para esse cluster é bastante reduzido. De fato, a quantidade de consumidores cuja 

potência instalada se encaixa no cluster A, em 2025, é de apenas 94. Apesar desse grupo 

apresentar uma viabilidade financeira superior no cenário 3, o modelo ajusta um 

parâmetro q inferior para compatibilizar a curva histórica e a curva projetada, 

resultando também em um baixo número de adotantes.  

Em suma, a segmentação do mercado revela que grande parte dos consumidores 

não possui retorno financeiro atrativo o suficiente para sustentar uma adoção em larga 

escala, dinâmica que exclui boa parte dos consumidores do teto efetivo de adoção. 
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Além da redução do mercado potencial final, a dinâmica de difusão também 

apresenta comportamentos distintos entre os clusters, como pode ser observado através 

da Tabela 33 e da Tabela 34. Nos cenários 1 e 2, ambos os parâmetros são elevados, e 

são aplicados a todo o mercado potencial agregado. No cenário 4, embora os clusters 

apresentem elevados valores de q (clusters A, C, D, E e F), esses parâmetros incidem 

sobre mercados potenciais relativamente pequenos. Os clusters D, E e F, por exemplo, 

que possuem os maiores valores q, somam menos de 7% do mercado potencial final em 

2030.  

Já o cluster B, que concentra 50% do mercado, apresenta um parâmetro q muito 

baixo, indicando uma difusão muito lenta para os cenários 3 e 4. Além disso, no cenário 

4, o indicador de RMSE apresentou um valor alto (56%) e a correlação foi a mais baixa 

dentre todos os cenários (91,5%). Nesse sentido, o ajuste da curva para esse cluster no 

cenário 4 não se demonstrou satisfatória, e a lenta difusão pode estar comprimindo o 

crescimento do número de adotantes. Esse resultado pode estar indicando um mau 

dimensionamento do mercado potencial, trazendo dificuldades na compatibilização 

entre o histórico e a projeção. Essa combinação de fatores resulta em uma projeção 

inferior para os cenários 3 e 4. 

Através da comparação dos cenários, é possível notar que a mudança no cálculo 

do payback exerce uma influência dupla e simultânea no processo de determinação dos 

parâmetros p e q. Além de definir o mercado potencial final, que é o teto de 

consumidores aptos à adoção, ele também altera a função de distribuição acumulada 

F(t), modificando a velocidade de adoção ao longo dos anos e consequentemente o 

número de adotantes. Dessa forma, as diferenças observadas entre os cenários não são 

consequência apenas da segmentação, mas também das diferenças metodológicas 

introduzidas no cálculo do payback segundo uma nova metodologia, evidenciadas 

principalmente pelos resultados de payback calculados para os clusters nos cenários 3 

e 4. 

Há importantes diferenças entre as duas metodologias de payback que devem 

ser ressaltadas. Na metodologia original, são adotadas algumas simplificações no 

cálculo: (i) a cobrança do custo de disponibilidade é considerada até o ano de 2022; (ii) 

toda a energia injetada pela unidade com GD gera receita; e (iii) as tarifas são fixas ao 

longo de todo o fluxo de caixa. 

Essas simplificações tornam-se restritivas quando se introduz a análise por 

perfis de consumo. As regras de faturamento do SCEE definidas pela REN 1.023/2022 
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determinam que unidades do grupo B devem ser faturadas pelo maior valor entre o 

faturamento da energia consumida e o custo de disponibilidade, conforme descrito na 

Seção 2.4. O custo de disponibilidade estabelece um faturamento mínimo que 

independe da quantidade de energia injetada na rede pela unidade; na prática, a fatura 

mínima do consumidor sempre será igual ao custo de disponibilidade. Dessa forma, ao 

eliminar a cobrança a partir de 2022, o modelo aumenta a receita do consumidor, 

encurtando o payback projetado. Esse efeito é mais evidente nos clusters de menor 

porte, como o cluster A, uma vez que o custo de disponibilidade representa um peso 

maior para essas unidades. 

Além disso, o modelo assume que toda energia injetada gera receita. A cobrança 

mínima do custo de disponibilidade é introduzida por meio da imposição de limites à 

energia compensada. O faturamento do consumidor envolve duas componentes: o 

faturamento da diferença entre a energia consumida e a energia compensada, e o 

faturamento da energia compensada, sujeita às tarifas aplicáveis ao SCEE e aos 

descontos conforme o enquadramento regulatório. São impostas duas limitações 

fundamentais à energia compensada: a primeira estabelece que a compensação pela 

energia injetada não pode reduzir o faturamento da parcela referente à energia 

consumida da rede abaixo do custo de disponibilidade. Isso garante que o valor da 

fatura seja sempre, no mínimo, o custo de disponibilidade. Portanto, no modelo atual 

de compensação, o excedente de energia só pode ser usado até o ponto em que o 

faturamento atinja o limite mínimo representado pelo custo de disponibilidade. A 

segunda limitação, por sua vez, determina que a energia compensada não pode exceder 

o montante de energia consumido da rede, uma vez que isso significaria um ganho para 

o consumidor. 

Essas limitações são relevantes na determinação da receita das unidades de 

pequeno porte. Tomemos como exemplo o cluster A, cuja geração média do sistema é 

de aproximadamente 100 kWh por mês. Considerando um autoconsumo de 40%, essa 

unidade injetará 60 kWh na rede e terá um autoconsumo de 40 kWh. Supondo um 

consumidor com ligação trifásica, ele deverá pagar, no mínimo, o custo de 

disponibilidade correspondente a 100 kWh.  

Em tese, a compensação integral da energia injetada faria sentido apenas se a 

unidade consumisse da rede um volume suficiente para que o faturamento, após abatida 

a compensação de 60 kWh, resultasse no custo de disponibilidade (cerca de 160 kWh). 

Entretanto, esse cenário exige um nível de consumo total incompatível com a própria 
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premissa adotada para o cluster, pois, na prática, significaria que o consumidor teria 

um consumo total 200 kWh. Dessa forma, a energia injetada dificilmente poderá ser 

integralmente convertida em redução da fatura no mesmo ciclo para um consumidor 

com essa característica, pois a regulação impõe o piso do custo de disponibilidade. 

Por fim, o modelo original assume que a tarifa permanece constante ao longo 

de todo o horizonte do fluxo de caixa. Ou seja, o payback estimado para um sistema 

instalado no ano de 2013, por exemplo, considera que a tarifa aplicável ao consumidor 

se mantém inalterada até o fim da vida útil do sistema. 

Em conjunto, esses fatores explicam as diferenças observadas entre o payback 

calculado segundo a metodologia revisada e os obtidos com a aplicação da metodologia 

original. Quando a projeção é feita de forma agregada e considerando um sistema típico 

de 5 kW, as hipóteses consideradas no modelo original são adequadas, tornando as 

diferenças observadas nos resultados mais moderadas. Com a segmentação por 

clusters, essas diferenças se tornam mais evidentes principalmente para os clusters de 

menor consumo, impactando nos resultados de projeção. 

No que diz respeito às projeções de potência instalada, a Figura 56, em 

complemento com a Tabela 36, compara os resultados obtidos de número de adotantes 

para os cenários simulados. 

 

Figura 56 - Comparação entre as projeções de potência instalada, em MW, dos cenários 

simulados. 

0

1.000

2.000

3.000

4.000

5.000

6.000

7.000

8.000

9.000

20
13

20
15

20
17

20
19

20
21

20
23

20
25

20
27

20
29

20
31

20
33

20
35

20
37

20
39

20
41

20
43

20
45

20
47

20
49

20
51

20
53

20
55

20
57

20
59

Po
tê

nc
ia

 In
st

aa
ld

a 
(M

W
)

Cenário 1 Cenário 2 Cenário 3 Cenário 4



120 

 

Tabela 36 - Comparação entre as projeções de potência instalada, em MW, dos cenários 

simulados. 

Ano Cenário 1 Cenário 2 Cenário 3 Cenário 4 

2030 523 568 470 498 

2040 2.023 2.253 1.175 1.291 

2050 4.985 5.271 2.261 2.512 

2060 8.175 8.128 3.604 3.819 

 

A potência instalada na projeção é calculada através do produto entre o número 

de adotantes projetado e a potência média histórica do segmento. No caso dos cenários 

1 e 2, onde a metodologia é agregada, adota-se uma única potência média representativa 

de 6,27 kW. Nos cenários segmentados, é calculada uma potência média representativa 

para cada cluster, dada pela média histórica apresentada para o grupo. 

A aplicação da potência média de 6,27 kW para os cenários 1 e 2 resulta nas 

potências instaladas, em 2060, de 8.175 MW e 8.128 MW, respectivamente. As 

potências encontradas para 2060 nos cenários 3 e 4, por sua vez, são significativamente 

menores que as apresentadas nos cenários agregados. Isso decorre, além da redução 

observada na projeção do número de adotantes, da própria metodologia de segmentação 

do mercado.  

A maior parte do mercado potencial final concentra-se nos clusters B e C, que 

possuem potências médias de 1,94  kW e 3,99 kW, respectivamente, muito inferiores à 

potência média utilizada nas projeções agregadas. O cluster A, embora represente um 

grande volume na base de consumidores da distribuidora, praticamente não contribui 

para a difusão da GD devido à sua baixa viabilidade econômica, além de ter uma 

potência média reduzida (0,86 kW). Já os clusters de maior porte (D, E e F), apesar de 

possuírem potências médias mais elevadas (8,32 para o cluster D, 24,22 kW para o 

cluster E, e 61,64 para o cluster F), representam uma fração muito pequena do mercado 

potencial final, conforme apresentado na Tabela 35. 

Dessa forma, a redução no número total de adotantes projetado e a aplicação de 

diferentes potências médias nas distintas difusões de cada cluster geram resultados de 

potência instalada significativamente inferiores nos cenários segmentados. 
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6 CONCLUSÕES 

O trabalho teve como objetivo avaliar de que forma as projeções de número de 

adotantes e de potência instalada estimadas pelo modelo 4MD são impactadas quando 

incorporada uma segmentação por faixas de consumo no segmento residencial. A 

motivação para o estudo está centrada em algumas limitações identificadas na 

modelagem inicial e descritas na Nota Técnica EPE DEA-SEE 017/2022. 

Ao introduzir uma maior granularidade na definição do mercado potencial e na 

modelagem do payback, o modelo passa a refletir com maior precisão as diferenças de 

atratividade econômica entre os diferentes grupos de consumidores. Os resultados 

mostram que a utilização de premissas agregadas na metodologia original não permite 

capturar adequadamente a atratividade econômica dos clusters de menor porte, 

especialmente diante das regras de faturamento e das restrições impostas pelo custo de 

disponibilidade. 

Os resultados obtidos indicam que as projeções se tornam mais conservadoras 

em relação ao cenário base quando implementada a segmentação, apresentando 

relevantes reduções: aproximadamente 60% para o número de adotantes e em torno de 

45% para a potência instalada total em 2060. Contudo, as projeções oficiais de difusão 

da GD pelo modelo 4MD vêm apresentando desvios em relação ao observado, 

resultando em projeções de potência instalada menores do que o que efetivamente se 

realiza no mercado. Portanto, ainda que a segmentação do mercado torne a modelagem 

mais consistente e realista em termos regulatórios e econômicos, os resultados 

subestimados em relação ao cenário base indicam que ele não necessariamente melhora 

a aderência das projeções à realidade. Do ponto de vista do planejamento energético, 

projeções inferiores às realizadas podem comprometer a adequada antecipação de 

investimentos e a preparação do sistema elétrico para níveis mais elevados de 

penetração de geração distribuída. 

A redução no número de adotantes ocasionada pela segmentação está 

relacionada tanto à incorporação de regras mais adequadas de faturamento aplicadas ao 

cálculo do payback, quanto à nova estruturação do mercado potencial. Esses fatores 

impactam na adoção de geração distribuída para sistemas de menor porte, tornando-os 

menos atrativos e reduzindo o mercado potencial de forma significativa. Através dos 

resultados, é possível observar que o comportamento da difusão em clusters com 
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elevada representatividade no mercado exercem grande influência sobre os resultados 

agregados. 

Parte da subestimação também pode estar associada às escolhas metodológicas. 

Na modelagem da atratividade, adota-se o consumo histórico como uma variável fixa, 

desconsiderando possíveis mudanças comportamentais após a adoção da geração 

distribuída. Na prática, os consumidores tendem a aumentar seu consumo depois da 

instalação de um sistema fotovoltaico, seja por mudança de hábitos ou para otimizar o 

aproveitamento dos créditos. Nesse sentido, o dimensionamento do sistema fica 

atrelado a um nível de consumo estático e provavelmente inferior ao real. Além disso, 

não considera uma possível reação do consumidor às regras de compensação através da 

instalação de um sistema maior, capaz de gerar mais que o seu consumo atual, o que 

geraria impacto na viabilidade econômica. Adicionalmente, a evolução do perfil e do 

nível de consumo das unidades consumidoras pode alterar a proporcionalidade do 

mercado das faixas de consumo ao longo do tempo. Ao incorporar essa mudança, o 

mercado potencial ficaria menos restrito e mais dinâmico.  

O correto dimensionamento dos mercados potenciais por faixa de consumo é 

um fator importante na medida em que impacta diretamente a calibração dos parâmetros 

de difusão do modelo de Bass. Um mercado potencial subdimensionado pode gerar 

curvas mais velozes de adoção e projeções menores no longo prazo. No entanto, esse 

dimensionamento apresenta desafios relacionados à incorporação de variáveis 

socioeconômicas, como a renda e as características do domicílio, que são importantes 

para definição do total de unidades aptas à adoção. A disponibilidade de informações é 

limitada e por vezes defasada, além de não possuir integração direta com as bases de 

dados das distribuidoras.  

Uma limitação relevante diz respeito à abrangência da aplicação da 

metodologia, que ficou restrita ao segmento residencial com autoconsumo local. A 

extensão da metodologia para os demais segmentos e modalidades implica em 

relevantes desafios metodológicos, especialmente na escolha da potência média 

representativa de modalidades como o autoconsumo remoto e das hipóteses para o 

cálculo da atratividade econômica de classes comerciais e industriais, exigindo maior 

disponibilidade de dados e modelagens financeiras mais complexas. 

Por fim, a segmentação por faixas de consumo torna o modelo mais sensível às 

características específicas de cada grupo de consumidores, contribuindo para uma 

maior coerência na modelagem. No entanto, os resultados demonstram que o 
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aprimoramento metodológico não garante necessariamente uma maior aderência das 

projeções ao comportamento real da difusão, sobretudo diante dos desafios ainda 

existentes na definição do mercado potencial, bem como na representação do 

comportamento dos consumidores.  

Estudos futuros envolvem a possibilidade de aplicação desses aprimoramentos 

(clusterização do mercado potencial e reprocessamento do payback) em outras 

distribuidoras do país, a fim de avaliar como o modelo se comporta em mercados com 

características distintas. Adicionalmente, sugere-se analisar a relação entre o 

dimensionamento do sistema e o comportamento do consumidor no que diz respeito ao 

seu padrão de consumo. O entendimento dos critérios utilizados pelo consumidor para 

a escolha do tamanho do sistema considerando as novas regras do sistema de 

compensação são importantes uma vez que essa decisão impacta na viabilidade 

econômica do investimento, e consequentemente, na difusão de adotantes. Por fim, 

cenários de mudanças regulatórias como o abatimento dos benefícios do sistema à rede 

elétrica e a possibilidade de migração dos consumidores do grupo B ao mercado livre 

podem impactar a difusão da GD, de modo que é relevante avaliar como essas 

mudanças podem impactar na dinâmica de adoção.  
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