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RESUMO 

Em projetos de Sistemas Fotovoltaicos Conectados à Rede Elétrica (SFCR) uma das áreas 

relevantes relacionada ao risco é a quantificação da expectativa da produção de energia anual. A 

previsão da energia gerada oferece um conhecimento do risco no projeto, que pode ser quantificada 

e qualificada através do montante de incertezas envolvidas com a estimativa. Muitos são os estudos 

/ pesquisas, encontrados na literatura que tentam quantificar / qualificar as incertezas na previsão 

da produção de energia de um SFCR. Porém, muitos projetistas não diferenciam as entradas aos 

modelos e não possuem conhecimento de como são realizados os cálculos sendo assim, as incertezas 

nos dados e na modelagem / simulações são subestimados em sua percepção. Portanto, há um 

excesso de confiança, em muitos projetistas, na utilização de simulações geradas pelos softwares de 

simulação. Desta forma, modelar e prever, reduzindo as incertezas, a produção de energia de SFCR 

tornou‐se essencial para o desenvolvimento de qualquer projeto, sendo também um desafio técnico 

devido à natureza estocástica dos parâmetros meteorológicos e parâmetros intrínsecos aos 

equipamentos (módulos, inversores, etc). Esta pesquisa baseia‐se na avaliação da capacidade de 

geração de energia elétrica a partir de SFCR e suas incertezas, ou seja, na avaliação de fatores que 

influenciam na previsão da geração tais como: estimativa do recurso solar (e suas incertezas), 

modelos de módulos fotovoltaicos e inversores, potência real instalada, dentre outros. Portanto, 

foram realizadas a validação dos diversos modelos matemáticos, onde apresentaram bons 

resultados para condições locais de teste. Estes modelos foram implementados em uma ferramenta 

computacional denominada de SunoUFMG, desenvolvida em Matlab / PhP, cujo o intuito é realizar 

a estimativa da geração de um SFCR com minimização das incertezas. Além disso, medições em 

campo foram realizadas na Usina Fotovoltaica do Mineirão de forma a verificar a potência real dos 

geradores fotovoltaicos deste sistema e assim, avaliar a sua capacidade de geração com a inclusão 

de incertezas. Os resultados encontrados pela campanha de medição mostraram que as medidas 

extrapoladas para as condições padrão de teste, se comparadas com os dados de potência da 

etiqueta de dados técnicos localizada na parte posterior dos módulos FV´s, foram elevados. Portanto, 

três hipóteses para esta situação surgiram (sombreamento e poeira sobre os painéis e a potência 

real dos módulos instalados) e que podem ser (em) a (s) causa (s) para o desempenho baixo da planta 

solar no período de medição. 

 

Palavras chave: Sistemas Fotovoltaicos, Incertezas no Processo de Geração de Energia, 
Validação de Modelos Matemáticos para Estimativa da Geração de Energia, Potência Real de 
Módulos Fotovoltaicos, Estimativa de Poeira em Módulos Fotovoltaicos, Desenvolvimento de 
Ferramentas Computacionais.  
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ABSTRACT 

In projects of Photovoltaic Systems Connected to the Electrical Network (SFCR) one of the 

relevant areas related to the risk is the quantification of the expectation of the annual energy 

production. The forecast of the energy generated offers a knowledge of the risk in the project, which 

can be quantified and qualified through the amount of uncertainties involved with the estimate. 

Many studies / researches are found in the literature that try to quantify / qualify the uncertainties 

in the prediction of the energy production of an SFCR. However, many designers do not differentiate 

inputs to models and are not aware of how calculations are performed and thus uncertainties in data 

and modeling / simulations are underestimated in their perception. Therefore, there is an excess of 

confidence in many designers in the use of simulations generated by simulation software. Thus, 

modeling and predicting, by reducing uncertainties, SFCR's energy production has become essential 

for the development of any project and is also a technical challenge due to the stochastic nature of 

the meteorological parameters and parameters intrinsic to the equipment (modules, inverters, etc). 

This research is based on the evaluation of the electric power generation capacity from SFCR and its 

uncertainties, that is, on the evaluation of factors that influence generation forecasting such as: 

estimation of the solar resource (and its uncertainties), models of Photovoltaic modules and 

inverters, real installed power, among others. Therefore, the validation of the several mathematical 

models was performed, where they presented good results for local conditions of test, and they were 

implemented in a computer tool called SunoUFMG, developed in Matlab / PhP, whose purpose is to 

estimate the generation of an SFCR with minimization of uncertainties. In addition, field 

measurements were carried out at the Mineirão Photovoltaic Plant, in order to verify the real power 

of the photovoltaic generators of this system and, therefore, to evaluate its generation capacity with 

the inclusion of uncertainties. The results found by the measurement campaign showed that the 

measurements extrapolated to the standard test conditions, compared to the technical data label 

power data located at the back of the PV modules, were high. Therefore, three hypotheses for this 

situation have emerged (shading and dust on the panels and the actual power of the installed 

modules) and that may be the cause (s) for the low performance of the solar plant in the 

measurement period. 

Keywords: Photovoltaic Systems, Uncertainties in the Energy Generation Process, Validation of 
Mathematical Models for Estimation of Power Generation, Real Power of Photovoltaic Modules, 
Dust Estimation in Photovoltaic Modules, Development of Computational Tools. 
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APRESENTAÇÃO 

 
O presente trabalho encontra‐se estruturado da seguinte forma: 

 
Inicialmente, o leitor é introduzido na pesquisa dando uma visão geral de seu contexto 

atual, da motivação, dos objetivos e da metodologia proposta. 

No Capítulo 1, são apresentadas as principais incertezas dentro do processo de estimativa 

da geração de energia através de sistemas fotovoltaicos conectados à rede elétrica (SFCR). 

O Capítulo 2 trata dos modelos matemáticos para a estimativa do recurso solar e suas 

validações, utilizando dados de campo atráves de estação solarimétrica, e implementação em 

ferramenta computacional, ou seja, no SunoUFMG. 

No Capítulo 3 são apresentados os modelos matemáticos para módulos fotovoltaicos (FVs), 

para diferentes tecnologias, e suas validações, utilizando dados de campo oriundos de bancada 

de teste do Grupo de Estudos e Desenvolvimento de Alternativas Energéticas (GEDAE) da 

Universidade Federal do Pará, e a implementação destes modelos no SunoUFMG. 

No Capítulo 4 são descritos os modelos matemáticos de eficiência para conversão 

energética c.c./c.a para inversores FVs e suas validações, utilizando dados de campo originados 

de SFCR do GEDAE/UFPA, e a implementação dos mesmos no SunoUFMG. 

O Capítulo 5 apresenta os métodos de propagação / combinação de incertezas e também 

de probabilidade de excedência (ex: P50/P90) de forma a obter uma estimativa de geração de 

energia através de SFCR mais realista (com a inserção dos erros). Ambos os métodos foram 

validados, utilizando dados de campo originados de SFCRs localizados em Palmas‐TO, 

Uberlândia‐MG e Belo Horizonte‐MG, e os mesmos foram também inseridos no software 

SunoUFMG. 

No Capítulo 6 são apresentados, comparados e validados, através de dados campo de um 

SFCR GEDAE/UFPA, softwares comerciais e públicos que realizam projetos / simulações e, 

consequentemente, estimativa da energia para um SFCR. 

No Capítulo 7 são apresentados os resultados de monitoração, lado CA, caracterização do 

recurso solar e medições realizadas em campo nos geradores FVs da usina fotovoltaica do 

Mineirão (UFV Mineirão).  

Finalmente, são apresentadas as conclusões oriundas da pesquisa e suas contribuições. 

Também se inclui algumas sugestões, recomendações e comentários sobre os resultados 

obtidos no estudo. 
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I. INTRODUÇÃO 

 
I.1. Contexto da Pesquisa e Motivação  

 
Atualmente, com o desenvolvimento do mercado fotovoltaico mundial, o aumento de 

sistemas fotovoltaicos (FVs), seja em grandes usinas solares (centrais) ou de micro / mini 

geradores em telhados de residências / comércios, vem crescendo de uma forma 

surpreendente. Segundo dados da Associação Europeia da Indústria Fotovoltaica (Solar 

Power Europe, 2017), a capacidade instalada mundial alcançou a marca de 306,5 GWp, em 

2016, sendo que na atualidade, a tecnologia é utilizada majoritariamente (acima de 95%) em 

sistemas fotovoltaicos conectados à rede elétrica (SFCR). Este grande crescimento é fruto de 

programas de incentivos à fonte, promovidos por países tais como: a Alemanha, Austrália, 

Itália, China, Espanha, EUA, entre outros. Enquanto a capacidade instalada aumentava, com 

a curva de aprendizagem e dos ganhos de escala, os preços seguiram o caminho inverso, 

decrescendo, significativamente, conforme mostra a Fig. I.1. 

 

 

Figura I.1 ‐ Projeção do crescimento da capacidade instalada e custos até 2050 para sistemas 
fotovoltaicos (Fonte: Adaptado IEA (2012)). 

 

De acordo com a Agência Internacional de Energia (International Energy Agency – IEA, 

2010), os sistemas residenciais e comerciais de pequeno porte (geração distribuída) devem 

responder, até 2020, por aproximadamente 60% da geração fotovoltaica, enquanto as 

centrais fotovoltaicas representarão 30% do total, e os sistemas isolados, 10%. Tais 

estimativas refletem a maior atratividade econômica dos sistemas de pequeno porte ao 

longo desta década, que devem observar uma queda nos custos de aproximadamente 50% 
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entre 2010 e 2020, como apresenta o estudo realizado pela mesma agência (IEA, 2012). A 

Tab. I.1 mostra a perspectiva internacional, a longo prazo, para a queda dos custos de 

instalação dos sistemas FV (US$/kWp). 

 
Tab. I.1 ‐ Perspectivas internacional, a longo prazo, para queda dos custos de instalação dos 
sistemas FV (US$/kWp). (Fonte: Adaptado IEA (2012)). 

 

 
No Brasil, esse desenvolvimento é ainda incipiente, porém, há uma grande expectativa que 

o mercado evolua de uma forma sólida e crescente, haja visto os leilões de energia de reserva 

(LER) que são realizados desde 20141 pela Agência Nacional de Energia Elétrica (ANEEL) / 

Empresa de Pesquisa Energética (EPE) do Ministério de Minas e Energia (MME), (EPE, 2016). 

Nestes leilões, já foram contratados cerca de 3,3 GWp de potência instalada, ou seja, dezenas 

de projetos de usinas fotovoltaicas (UFV) de grande porte (geração centralizada) que devem 

entrar em operação até novembro de 2018. A Fig. I.2 apresenta a evolução da geração solar FV 

centralizada em leilões. 

 

                                                             
1 Em 2013, foi realizado o 1º leilão brasileiro para fonte solar, porém, foi exclusivo para o estado de 
Pernambuco (ABSOLAR, 2016). 
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Figura I.2 – Evolução da geração solar FV centralizada em leilões. Fonte: Sauaia (2016). 
 

De acordo com a Fig. I.2, é possível observar que os preços‐médios negociados para a venda 

da energia elétrica gerada pelas futuras usinas solares diminuíram ao longo dos anos (linha 

vermelha), ou seja, de US$ 103,00 / MWh (Leilão do estado de Pernambuco) para US$ 78,00 / 

MWh (2º LER 2015) o que acarretou em um deságio de 24,3%.  Cabe salientar que o potencial 

estimado brasileiro para a geração FV centralizada2 é da ordem de 28.519 GWp conforme 

destaca Sauaia (2016). 

De forma similar, e através, inicialmente, das resoluções normativas (RN) da ANEEL, nº 482 

(ANEEL, 2012) e nº 517 (ANEEL, 2012), e, posteriormente, da RN nº 687 (ANEEL, 2015) que 

estabeleceram as condições gerais para a micro e mini geração distribuída3, além do sistema de 

compensação de energia elétrica (denominado de net metering, em inglês), aos poucos, estes 

tipos de sistemas vêm se disseminando no país como mostra a Fig. I.3.  

 

                                                             
2 Já desconsiderando áreas ambientais sensíveis tais como: a Amazônia, o Pantanal, a Mata‐Atlântida, as 
terras indígenas e unidades de conservação. 
3 Sistemas fotovoltaicos de até 5 MWp. 
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Figura I.3 – Acumulo de instalações fotovoltaicas registradas, de acordo com a regulamentação 
nº 482/2012, no banco de dados de informação de geração (BIG) da ANEEL. Fonte: Sauaia (2016) 
/ BIG/ANEEL (2017) 

 

A Fig. I.3 mostra o acumulo de instalações fotovoltaicas registradas (barras verdes), de 

acordo com a Resolução Normativa nº 482/2012, no banco de dados de informação de geração 

(BIG) da ANEEL sendo que foram já instalados, até janeiro de 2017, cerca de 7.568 micros / mini‐

usinas FVs totalizando uma potência instalada igual a 59,11 MWp (BIG / ANEEL, 2017).  

De acordo com Sauaia (2016), apesar de na atualidade a RN / ANEEL nº 687 ser considerada  

uma referência internacional em regulamentação para geração distribuída, comparado aos 

países líderes em capacidade instalada de geração distribuída fotovoltaica urbana, e conforme 

estudo realizado pela Empresa de Pesquisa Energéticas (EPE, 2014), o sistema de net metering, 

adotado no Brasil, não oferece a mesma atratividade proporcionada pelos mecanismos 

empregados inicialmente nos outros países (ex: Tarifa Premium, Feed in Tariff‐ FIT), de forma 

que sua inserção recai sobre a capacidade da própria fonte de se viabilizar economicamente, 

refletindo em um prazo maior para a sua popularização.  

De qualquer forma, o Brasil possui um enorme potencial (por possuir maior incidência 

solar4 e suas tarifas de energia elétrica estarem em patamares similares aos países na vanguarda 

da tecnologia) para a inserção, de forma massiva, da geração distribuída através da energia solar 

fotovoltaica sendo o potencial estimado na ordem de 164,1 GWp para geração distribuída 

residencial (Sauaia, 2016). A Fig. I.4 apresenta o resultado de estudo5 realizado pela EPE (EPE, 

                                                             
4 Segundo o Atlas Solarimétrico do Brasil, diariamente incide entre 4.500 Wh/m² a 6.300 Wh/m² no país. 
Como base de comparação, o lugar mais ensolarado da Alemanha recebe 40% menos radiação solar que 
o lugar menos ensolarado do Brasil (América do Sol, http://www.americadosol.org/potencial‐brasileiro/). 
5 Foram considerados e integrados em um Sistema de Informação Geográfica (SIG) as informações 
sobre: irradiação solar global (no plano inclinado), estimativa da área total útil de telhados, eficiência de 
conversão FV além de outros fatores que foram cruzados entre si e assim, obtiveram o mapa da Fig. I.4. 
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2014) sobre o potencial técnico de geração fotovoltaica em telhados residenciais por unidade 

da federação.  

 

 

Figura I.4 ‐ Potencial técnico de geração fotovoltaica em telhados residenciais por unidade 
da federação (GWh/dia). 
 

Na Fig. I.4 os resultados obtidos do estudo mostram que, como eram esperados, os maiores 

potenciais de geração, em termos absolutos, estão nas regiões mais povoadas do país, onde 

uma possível menor irradiação é sobrepujada pelo maior número de domicílios e, 

consequentemente, maior área de telhados. A Fig. I.5 apresenta o número de sistemas FV 

instalados, através da RN nº 482 (até outubro de 20166), desagregado por estado e a Fig. I.6 

mostra a distribuição destas instalações por classe de consumo.  

                                                             
6 Na atualidade, (16/02/2015), 19,2 MWp capacidade instalada fotovoltaica acumulada (BIG / ANEEL, 
2015). 
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Figura I.5 – Número de sistemas FV instalados, através da RN nº 482 (até outubro de 2016), 
por estado. Fonte: Adaptado Sauaia (2016). 

 

 

Figura I.6 – Distribuição por classe de consumo dos sistemas FV instalados através da RN nº 
482 (até outubro de 2016). Fonte: Adaptado Sauaia (2016). 

 

Conforme mostra a Fig. I.5, o número de sistemas FVs, através da RN nº 482, vem crescendo 

em cada unidade federativa do país sendo que Minas Gerais é o estado que, atualmente, possui 

o maior número de conexões de micro / mini geração FV (1.6447 sistemas conectados) sendo 

grande destaque nacional (barra vermelha). Tal fato se deve, a preparação da concessionária de 

energia local para atender as numerosas solicitações de conexão destes sistemas em sua área 

                                                             
7 BIG / ANEEL – janeiro 2017. 
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de concessão além do estado ter sido um dos primeiros a criar diversas leis8 de incentivo a este 

tipo de geração. Cabe salientar que o mesmo é seguido pelos estados de São Paulo (1.369 

sistemas) e do Rio Grande do Sul (769 sistemas).  

Em relação a Fig. I.6 as principais classes de consumo onde a micro / mini geração FV está 

concentrada são as classes comercial (15%) e residencial (78%) sendo que as duas, em conjunto, 

representam 93% de todos os sistemas FVs enquadrados na RN nº 482. Na Fig. I.7, é apresentado 

o resultado de um estudo, realizado pela EPE (EPE, 2014), de evolução da capacidade instalada 

acumulada em geradores fotovoltaicos distribuídos para o Brasil até o ano de 2023.  

 

 

Figura I.7 – Evolução da capacidade instalada acumulada de sistemas fotovoltaicos 
distribuídos no Brasil. 

 
Conforme mostra a Fig. I.7, as barras em azul representam a projeção da capacidade 

instalada acumulada para micro / mini geração FV para os próximos anos no Brasil. Atualmente, 

e como já descrito, hoje (janeiro de 2017) o país possui cerca de 59,11 MWp de potência FV 

instalada distribuída BIG/ANEEL (2017), ver Fig. I.3, sendo que a projeção para este ano está 

próxima a 100 MWp, ou seja, há uma expectativa de inserção de mais 40,89 MWp até o fim de 

2017. Para o ano de 2023, o valor acumulado chega à 835 MWp de acordo com a estimativa.  

Cabe salientar que, no Plano Decenal de Energia Elétrica 2024 (PDE 2024, EPE (2015)) o 

planejamento para a próxima década, inclui uma potência instalada de geração fotovoltaica da 

                                                             
8 Lei nº 20.824 (31/07/2013) prevê desoneração do ICMS de equipamentos para geração desse tipo de 
energia, bem como isenção do ICMS relativo ao seu fornecimento. Lei Nº 20.849 (08/08/2013) institui a 
política estadual de incentivo ao uso da energia solar fotovoltaica. Decreto Nº 46.296 (14/08/2013) dispõe 
sobre medidas para incentivo à produção e ao uso de energia renovável. Lei nº 21.713 (07/07/2015) 
amplia o prazo para a concessão de crédito de ICMS relativo à aquisição de energia solar no estado. 
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ordem de 7 GWp o que representará quase 4% da potência total brasileira de 20249. No que 

tange a geração distribuída FV, nas residências e no comércio, a projeção para este tipo de 

geração alcance cerca de 1,6 TWh em 2024, ou seja, 0,2% da oferta total de energia elétrica de 

2024. 

Além disso, em dezembro de 2015, foi lançado o Programa de Desenvolvimento da Geração 

Distribuída de Energia Elétrica (ProGD, ANEEL (2015)). Com R$ 100 bilhões em investimentos do 

ProGD, a previsão é que até 2030, 2,7 milhões de unidades consumidoras poderão ter energia 

gerada por elas mesmas, entre residência, comércios, indústrias e no setor agrícola, o que pode 

resultar em 23.500 MW (48 TWh produzidos) de energia limpa e renovável, o equivalente à 

metade da geração da Usina Hidrelétrica de Itaipu. Com isso, o Brasil pode evitar que sejam 

emitidos 29 milhões de toneladas de CO2 na atmosfera. 

Diante da grande expectativa de evolução do setor fotovoltaico no Brasil, e no mundo, 

como demonstrado anteriormente, surgem preocupações relacionadas com a variabilidade da 

energia elétrica disponibilizada por esses sistemas e o efeito desse fato na estabilidade da rede 

elétrica conforme destacado por Hoff e Perez (2010).  

Além disso, os riscos, como por exemplo, os riscos legais dos contratos, controle do local, 

falhas em equipamentos, rendimento e produção de energia do sistema, etc, fazem parte do 

desenvolvimento de qualquer projeto de energia e estes, influenciam no 

financiamento/investimento. Segundo Marie et al. (2012), em projetos de SFCR, uma das áreas 

relevantes relacionada ao risco é a quantificação e a estimativa da produção de energia anual 

(annual energy yield, em inglês).  

A estimativa da energia gerada oferece um conhecimento do risco no projeto de uma usina 

solar FV, que pode ser quantificado e qualificado através do montante de incertezas envolvidas 

com a previsão. Muitos são os estudos / pesquisas, encontrados na literatura (Thevenard e 

Pelland (2013), Jurus et al. (2013), Colantuono et al. (2014) e Dirnberger et al. (2015)) que 

tentam quantificar / qualificar as incertezas na estimativa da produção de energia de um SFCR. 

Para tal tarefa, geralmente, são utilizados modelos matemáticos, implementados em 

ferramentas computacionais, de forma a se realizar o cálculo para a estimativa da produção de 

energia do SFCR embasado em dados solarimétricos da localidade e/ou imagens de satélites e 

nas características dos equipamentos (módulos FV, inversores, etc) utilizados no sistema. 

Porém, muitos projetistas não diferenciam as entradas dos modelos e, simplesmente, não 

consideram como são realizados os cálculos, sendo assim, as incertezas nos dados resultados e 

na modelagem / simulações são subestimados em sua percepção conforme destaca Goss (2012).  

                                                             
9 Atualmente, a fonte é responsável por apenas 0,02% da potência elétrica do país. 
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Segundo Thevenard e Pelland (2013), outro aspecto nessa falta de entendimento dos 

projetistas são as saídas de dados apresentadas por softwares disponíveis publicamente tais 

como: RetScreen e PVWatts, os quais são ferramentas computacionais recomendadas para uma 

análise de pré‐viabilidade. Porém, estes softwares interpretam seus resultados similarmente 

aos softwares que realizam simulações horárias, as quais possuem um resultado mais preciso. 

Sendo assim, há um excesso de confiança, em muitos projetistas, na utilização de simulações 

geradas pelos softwares, os quais não consideram as incertezas embutidas em suas estimativas. 

Portanto, modelar e estimar, reduzindo as incertezas, a produção de energia de sistemas 

FVs tornou‐se essencial para o desenvolvimento de qualquer projeto10, sendo também um 

desafio técnico devido à natureza estocástica de fatores meteorológicos (ex: radiação solar, 

temperatura ambiente, velocidade e direção do vento) e parâmetros intrínsecos aos 

equipamentos (módulos e inversores FVs, etc). 

Com base na contextualização apresentada até então, o seguinte questionamento se torna 

relevante: são todas as incertezas, presentes nos projetos de usinas centralizadas e/ou geração 

distribuída a partir de sistemas fotovoltaicos conectados à rede elétrica, conhecidas e 

consideradas adequadamente pelos projetistas brasileiros?  

Considerando o questionamento presente no parágrafo anterior, formulou‐se a seguinte 

hipótese: As fontes de incerteza associadas à estimativa de geração de sistemas fotovoltaicos 

conectados à rede não são devidamente conhecidas e consideradas durante as diversas etapas 

de implantação e avaliação desses sistemas no Brasil. 

De acordo com esta hipótese, a proposta de Tese delineada neste documento baseia‐se na 

avaliação da capacidade de geração de energia elétrica a partir de sistemas fotovoltaicos 

conectados à rede elétrica e suas incertezas, ou seja, na avaliação de fatores que influenciam na 

estimativa da geração tais como: estimativa do recurso solar, modelagem de módulos e 

inversores fotovoltaicos, degradação de componentes, dados solarimétricos / meteorológicos e 

suas incertezas inseridas de forma a desenvolver uma metodologia para a estimativa de geração 

de energia adequada para o caso brasileiro. 

Cabe salientar que a pesquisa proposta nesta Tese foi atrelada no Projeto de P&D 

denominado de “Arranjos Técnicos e Comerciais para Inserção da Geração Solar Fotovoltaica na 

Matriz Energética Brasileira” aprovada no âmbito do edital de P&D ANEEL/Chamada nº 

013(2011), como ação estratégica, com a finalidade de mensurar os critérios técnicos para uma 

inserção segura e de qualidade desta geração alternativa no mix de opções renováveis do Brasil.  

                                                             
10 Para cumprir as metas de contratos de performance por exemplo. 
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O projeto11 prôpos responder quais são os gaps de custo e preço da geração fotovoltaica 

no Brasil, considerando as disponibilidades energéticas, tecnologias existentes, arcabouço 

tributário e regulatório, suas modalidades comerciais, tarifas e subsídios, no presente e no 

futuro, ou seja, com foco na questão mercadológica e regulatória. Para isso, análises 

experimentais com uma planta de 1,42 MWp12 foram desenvolvidas de forma a dar subsídios 

para responder questões focadas na solução de melhor desempenho técnico‐econômico, 

passando pela escolha adequada das parcerias, do modelo de negócios, da região de instalação, 

da conexão com o sistema e das tecnologias empregadas. Ou seja, esta pesquisa subsidiará 

questões importantes relacionados ao desenvolvimento deste projeto em particular.  

 

I.2. Objetivo Geral 

 
O objetivo geral deste trabalho é distinguir os principais fatores que influenciam na 

estimativa da geração e operação de sistemas fotovoltaicos conectados à rede elétrica 

propondo uma metodologia para estimativa de geração de energia, para o caso brasileiro, e das 

diversas fontes de incertezas associadas. 

 

I.3. Objetivos Específicos 

 

Os objetivos específicos deste trabalho são: 

 
   Aprofundar o conhecimento sobre recurso solar, suas variações temporais e 

geográficas e as incertezas associadas;  

  Avaliar e quantificar as perdas, erros / incertezas associadas aos inversores, módulos 

fotovoltaicos e elementos de conexão de sistemas fotovoltaicos nas condições ambientais 

típicas do Brasil; 

 Avaliar e quantificar o desempenho energético de usinas fotovoltaicas incluindo suas 

perdas, erros / incertezas; 

                                                             
11 Coordenado pelo Departamento de Engenharia Elétrica (DEE) da Universidade Federal de Minas Gerais 
(UFMG) com financiamento da Companhia Energética de Minas Gerais (CEMIG) e Companhia Paranaense 
de Energia (COPEL) e participação na execução da empresa EFFICIENTIA. 
12 Usina fotovoltaica (UFV) alocada na cobertura do estádio Governador Magalhães Pinto, Mineirão 
(Minas Arena), com capacidade instalada de 1,42 MWp, de propriedade da CEMIG, e que entrou e 
operação oficial em maio/2014, também será utilizada para análises experimentais de forma a avaliar sua 
capacidade de geração.  
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  Analisar e comparar softwares comerciais / públicos disponíveis no mercado para 

dimensionamento / simulação de sistemas fotovoltaicos; 

  Desenvolver ferramenta computacional embasada nos modelos matemáticos 

estudados e validados inserido as incertezas e as figuras de mérito técnico pertinentes a 

estimativa de geração para um SFCR; 

  Extrapolar os conhecimentos obtidos para outros empreendimentos de geração 

fotovoltaica e geração distribuída no país (ex: UFV Mineirão (CEMIG)); 

  Analisar os resultados obtidos no desenvolvimento da aplicação no país e para o 

aperfeiçoamento de modelos representativos dos componentes do sistema e metodologias 

de avaliação das estimativas energéticas de usinas solares; 

 Ressaltar a importância de medições em campo (“a sol real”) da capacidade de geração 

instalada em sistemas fotovoltaicos conectados à rede.  

 
I.4. METODOLOGIA  

 
Inicialmente, foi realizada revisão bibliográfica sobre as principais incertezas existentes 

para a estimativa da geração em um SFCR, dentre as principais referências destacam‐se 

Thevenard e Pelland (2013), Jurus et al. (2013), Colantuono et al. (2014) e Dirnberger et al. 

(2015). Além disso, um estudo dos modelos matemáticos de desempenho operacional de 

módulos fotovoltaicos, propostos por DeSoto et al. (2006), Lorenzo et al. (1994), Mermoud 

e Lejeune (2010) e King et al. (2004), e inversores para conexão à rede elétrica, propostos 

por Jantsch et al. (1992), King et al. (2007), entre outros autores, Rampinelli et al. (2014), 

Driesse e Jain (2008), foi realizado. Estes modelos foram implementados e simulados através 

de ferramentas computacionais (MATLAB® e PhP).   

Cabe salientar que estes modelos foram validados por meio de dados de campo 

provindos de bancada de testes e de pequenos SFCRs localizados no Grupo de Estudos e 

Desenvolvimento de Alternativas Energéticas (GEDAE) da Universidade Federal do Pará 

(UFPA). 

Paralelamente, e de forma a conhecer a geração de energia de um empreendimento 

fotovoltaico, foi realizado o levantamento e análise de base de dados disponíveis de 

irradiação solar e outras variáveis ambientais (ex: temperatura ambiente, direção e 

velocidade do vento, umidade relativa do ar, etc) que possam vir impactar no desempenho 

do sistema. Portanto, este estudo se iniciou com o levantamento, análise e simulações de 

bancos de dados solarimétricos disponíveis em softwares tais como: SWERA / INPE (Solar and 

Wind Energy Resource Assessment / Instituto Nacional de Pesquisas Espaciais), Meteonorm, 
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RadiaSol (UFRGS), e dados coletados em campo através de estações solarimétricas, que 

foram utilizados, do projeto de P&D GT 468 CEMIG/ANEEL/201113.  Além disso, foi também 

realizado o estudo, implementação, simulação e validação, utilizando o software MATLAB® e 

PhP, das técnicas (métodos) de estimativa do recurso solar, em plano horizontal e inclinado, 

através de modelos matemáticos propostos por Liu e Jordan (1960), Perez et al. (1987), 

Aguiar et al. (1988) entre outros autores, Duffie e Beckman (2006) e Collares‐Pereira e Rabl 

(1979). 

Dessa forma, é possível verificar a disponibilidade da radiação solar global, direta e 

difusa, analisar o grau de dispersão entre as informações dos diversos bancos de dados, 

modelos/métodos e identificar o modelo mais apropriado, baseado em dados medidos em 

campo (validação) e suas incertezas associadas para localidades específicas do estado de 

Minas Gerais. 

Foram também utilizados softwares comerciais (ex: Homer, Polysum, PVsyst e PV*Sol), 

disponíveis no mercado, capazes de simular, com perfis horários, diários, mensais e anuais, 

o desempenho energético dos módulos FVs, inversores FVs e do sistema fotovoltaico como 

um todo. As metodologias utilizadas de cada software foram analisadas e os resultados 

comparados com os dados gerados pelos modelos matemáticos utilizados de forma a 

verificar a dispersão entre os resultados obtidos e quantificar as incertezas relacionadas. 

Dessa forma, foi possível adquirir maiores conhecimentos sobre as perdas envolvidas (perdas 

CC, perdas de conversão, perdas por limitação de potência, etc) possibilitando compreender 

mais profundamente a aplicação e melhorar os modelos representativos dos componentes 

do sistema. 

Cabe salientar que os modelos estudados, validados e implementados em ferramentas 

computacionais (MATLAB® e PhP) deram origem ao software denominado de SunoUFMG o 

qual é capaz de realizar a estimativa de energia para um sistema FV. 

Levando em conta os conhecimentos teóricos e práticos adquiridos, os dados de geração 

simulados e obtidos para a UFV Mineirão (1,42 MWp) foram validados e medições no campo 

em geradores FV específicos da usina foram realizadas de forma a se obter uma compreensão 

maior da potência real fornecida pelos módulos fotovoltaicos (após três anos de operação) 

                                                             
13 P&D/GT 468 CEMIG/ANEEL/2011 ‐ Desenvolvimento de Sistema para Cálculo do Potencial Solar para 
Instalação de Usinas Solares Fotovoltaicas (FVs) e Termoelétricas Solares de Grande Porte tem como um 
de seus objetivos a criação de um conjunto de informações de radiação solar global, difusa e direta 
composto por informações solarimétricas da CEMIG, INMET e outras entidades, assim como por 
informações calculadas para todos os 853 municípios de Minas Gerais. (5 estações solarimétricas foram 
instaladas em áreas estratégicas do estado de MG de forma a coletar dados confiáveis para futuras 
análises).  
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e assim, poder avaliar o comportamento do sistema fotovoltaico, incluindo incertezas, como 

um todo. 

 Por fim, foi sistematizada uma metodologia para estimativa de geração de energia em 

sistemas fotovoltaicos considerando a minimização das incertezas envolvidas. A Fig. I.8 

apresenta o fluxograma da metodologia proposta de forma que tenha melhor compreensão 

do trabalho / etapas desenvolvidas. 

 

Figura I.8 – Fluxograma da metodologia proposta. 

 

I.5. Definições – Figuras (índices) de Mérito Técnico para sistema FV conectado à 
rede elétrica 

 

Nesta seção, são apresentadas, de forma sucinta e objetiva, algumas figuras (índices) de 

mérito técnico amplamente utilizadas na análise do desempenho de sistemas fotovoltaicos 

conectados à rede elétrica (SFCR) (Thevenard e Pelland (2013), Duffie e Beckman (2006), Zilles 

et al. (2012), Reich et al. (2012), IEA (2014)). Estas figuras de mérito permitem avaliar a operação 

dos SFCRs com base em seus balanços energéticos e, portanto, fundamentais no trabalho 

desenvolvido nesta Tese conforme será demonstrado ao longo dos capítulos.  

 

I.5.1. Índices de mérito técnico 

 

De forma a compreender melhor o desempenho energético de um sistema fotovoltaico 

conectado à rede elétrica (SFCR) e poder compará‐lo com os perfis de operação de outros 

sistemas localizados em diferentes lugares e também otimizar a sua operação, sugerindo 
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modificações no dimensionamento do sistema (inversores, módulos FV, etc.), é necessário 

definir índices de mérito técnico conforme descritos a seguir:  

 
 Fator de capacidade FC14 - (%): relaciona a energia gerada por um gerador 

fotovoltaico em um determinado intervalo de tempo (t2 – t1) com a energia que 

poderia ser gerada na potência nominal de saída deste gerador. A Eq. I.1 

apresenta esta figura de mérito. 

 

                                     FC =
∫ ���í�� (�) � ��

��

��

��
�(�����)

                                         (I.1) 

 

Onde: Psaída(t) é a potência instantânea gerada e ��
� é a soma das potências 

nominais15 de geração dos geradores FV que constituem o sistema. 

 
Entretanto, segundo Zilles et al. (2012) , esse parâmetro não representa efetivamente a 

energia entregue por sistemas fotovoltaicos, uma vez que a fonte (no caso o Sol) não é uma 

fonte de energia firme convencional. Desta forma, alguns autores optam em adotar os conceitos 

de energia específica e rendimento global do sistema descritos a seguir. 

 
 Energia Específica (EE) / Produtividade específica do Sistema (Final Yield - YF) 

 
A energia especifica (EE) possui como objetivo permitir a comparação da produção de 

energia de SFCR´s de tamanhos e localizações diferentes. Para a aplicação fotovoltaica, é comum 

o uso do termo produtividade específica do sistema (Final Yield ‐ YF, em inglês) para expressar a 

EE em kWh / kWp. Portanto, para um intervalo de tempo (t2 – t1), a relação entre o valor médio 

da energia entregue à carga e a potência nominal do gerador é dada pela Eq. I.2. 

 

                                              �� =  
∫ ���í�� (�) � ��

��

��

���
�                                    (I.2) 

 
Onde: ���

� é a potência nominal do gerador fotovoltaico (em Wp); YF
16 

é dado em  �
��  �

���
�  ou em  horas17. 

                                                             
14 Muito utilizado para o estudo do desempenho de usinas hidroelétricas, termoelétricas, eólicas entre 
outras. 
15 Para usinas fotovoltaicas ��

� =  ���
� .  

16 Nota‐se que EE difere do FC pelo fator tempo existente no denominador da Eq. I.1. Portanto, são figuras 
de mérito que possuem o mesmo significado, porém, com formas diferentes de visualização do 
desempenho de um SFCR. 
17 De acordo com Zilles et al. (2012) em um sistema sem perdas o qual o gerador FV opera sempre com as 
células à temperatura à 25oC e em seu ponto de máxima potência, o valor do YF (em kWh / kWp) coincidiria 
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 Rendimento global do sistema (Performance Ratio – PR) – (%):  

 
O rendimento global do sistema (Performance Ratio – PR, em inglês) considera todas as 

perdas envolvidas em um SFCR (ex: gerador FV, inversor FV e outros elementos do sistema) e é 

definido pela Eq. I.3. 

                                                           �� =
��

∫ � �,�   � ��
��
��

� ���  

                                         (I.3) 

 
O YF da Eq. I.3 pode ser interpretado como o tempo de operação com a potência nominal 

do gerador FV, de forma a produzir a mesma quantidade de energia média fornecida à carga. 

De modo análogo, o denominador da Eq. I.3, conhecido como reference yield (Yr), em inglês, é 

interpretado como o número de horas na irradiância solar de 1.000 W/m² (Href). Sendo Ht,β é a 

irradiância incidente no plano inclinado.  

                                                             
numericamente com o valor da energia solar incidente sobre o plano do gerador FV no intervalo de tempo 
Δt=t2 ‐ t1, em kWh/m². 
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Capítulo 1 - Incertezas para a Estimativa de Produção de Energia em Sistemas FVs 
 

As incertezas que envolvem um projeto de uma usina solar fotovoltaica (FV) são de diversas 

e diferentes naturezas, cabendo citar: a expectativa de produção de energia anual do sistema, 

as políticas públicas, a permissão e a conexão à rede elétrica, os custos, a disponibilidade e 

qualidade dos equipamentos, o financiamento, os aspectos legais, etc. Essas incertezas podem 

se diferenciar de acordo com o tipo de sistema (pequeno e grande porte), o tipo de estrutura 

suporte (no chão, ground mounted – em inglês;  integrada à edificação e com rastreamento do 

Sol), o local onde será instalada, etc. Este capítulo inicial visa apresentar somente as principais 

incertezas envolvidas nas previsões de produção de energia em sistemas FVs. 

Como já exposto anteriormente, a viabilidade econômica / financeira de um projeto de um 

sistema fotovoltaico conectado à rede elétrica (SFCR) está diretamente ligada com a expectativa 

de produção anual de energia gerada pela usina solar. Esse montante de energia depende, 

essencialmente, da disponibilidade do recurso solar no local e o rendimento dos componentes 

de conversão do sistema, ou seja, os módulos FV´s e os inversores.  

Portanto, modelar as incertezas envolvidas no processo de produção de energia de um 

SFCR requer informações sobre as diversas e distintas variáveis envolvidas nos modelos 

matemáticos. Um estudo sobre modelagem das incertezas na produção de energia em um SFCR 

é apresentado por Thevenard e Pelland (2013). As variáveis envolvidas, destacadas pelos 

autores, serão apresentadas neste capítulo. 

Porém, antes de prosseguir é importante definir o que significa o termo incerteza. De 

acordo com guia GUM ‐ ISO / IEC (2008) a incerteza é o parâmetro18, associado ao resultado de 

uma medição, que caracteriza a dispersão dos valores que podem ser razoavelmente atribuídos 

ao que foi medido, ou de uma forma mais simples, a incerteza é uma estimativa que quantifica 

a confiabilidade do resultado de uma medição. 

O termo incerteza19 utilizado neste trabalho refere‐se a raiz do erro20 médio quadrático (em 

inglês, Root Mean Square Error‐ RMSE21) associada à estimativa de uma quantidade. O erro 

                                                             
18 O parâmetro pode ser, por exemplo, um desvio padrão (de um dado múltiplo dele) ou a metade de um 
intervalo com um nível de confiança estabelecido. 
19 A definição de incerteza de medição apresentada é operacional e foca no resultado da medição e sua 
incerteza avaliada. No entanto, não é inconsistente que outros conceitos de incerteza de medição sejam 
utilizados, tal como uma medida do possível erro no valor estimado do mensurando, conforme fornecido 
pelo resultado de uma medição. 
20 O cálculo do erro depende do conhecimento do valor verdadeiro do que está sendo medido. A incerteza 
pode (e deve) ser calculada mesmo quando não há nenhuma ideia do valor verdadeiro. Portanto, a 
incerteza é um conceito muito mais instrumental e com mais aplicabilidade que o conceito de erro. 
21 O indicador RMSE fornece a informação a curto prazo do rendimento das correlações permitindo a 
comparação, termo a termo, do desvio atual entre os valores coletados em campo e os valores simulados. 
Quanto menor o indicador RMSE, mais próximo é a correlação entre os dados.   
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RMSE é composto por uma parte normalmente caracterizado pela sua média (também 

denominado de erro absoluto (sistemático) médio ou, em inglês, Mean Bias Error – MBE22, ε) e 

seu desvio padrão (σ), também referenciado como incerteza padrão, que representa a 

contribuição randômica (aleatória) do erro ao redor da média conforme destaca Ritcher et al. 

(2015). 

 
1.1. Incertezas no recurso solar 

 
Na atualidade, existem diferentes e variadas fontes de dados sobre radiação solar, desde 

valores medidos, valores interpolados e valores estimados por modelos matemáticos terrestres 

e baseados em imagens vindas de satélites. Thevenard e Pelland (2013) avaliaram todas as 

fontes de dados disponíveis sobre radiação solar global no Canadá e encontraram as seguintes 

incertezas / erros médios: 

 

 Valores medidos em campo disponíveis para 40 localidades (resolução espacial) com mais 

de 40 anos de medidas em base horária (resolução temporal): 3% de incertezas em base 

mensal. Cabe salientar que em estudo realizado pelo Instituto de Sustentabilidade e Meio 

Ambiente da Comissão Europeia (2006) foi encontrado o valor de 5% de incertezas, para a 

mesma base temporal, em diferentes localidades europeias e em Sǔri et al. (2007) foi 

indicado incertezas da ordem de 3% a 7% em média mensal; 

 Valores estimados por modelos matemáticos terrestres em 235 localidades com dados de 

mais de 40 anos em resolução temporal horária: 5% de incertezas em base mensal; 

 Valores interpolados (valores médios) com resolução espacial de 0,0830 (6 km x 9 km à 450 

N) e em bases temporal mensal e anual: de 3% a 9% de incertezas, em base mensal, e 3% 

em base anual; 

 Imagens de Satélites: de 2,5% a 6% de incertezas para radiação solar global, em plano 

horizontal, em base anual.  

 
O acesso a dados solarimétricos (ex: para utilização na estimativa da radiação solar) pode 

ser realizado através de diversos bancos de dados, sejam eles dados públicos (ex: RETScreen, 

SWERA/INPE, NASA/SSE, etc) ou dados comerciais (ex: MeteoNorm, SolarGis, HelioClim‐1, 3Tier, 

etc). De uma forma geral, segundo Thevenard e Pelland (2013), esses bancos de dados compilam 

informações de outras fontes tais como: dados coletados em campo, dados modelados 

                                                             
22 O MBE oferece uma média entre todas as diferenças de valores simulados e coletados em campo, sendo 
assim, um resultado positivo desse indicador mostra uma tendência dos valores simulados serem 
superestimados e um valor negativo uma tendência de subestimação dos valores simulados.  
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matematicamente / interpolados e vindos de satélites e as incertezas neles contidas dependem 

dessas origens.   

A título de exemplo, no banco de dados comercial Meteonorm, as incertezas para os valores 

da radiação solar global são baseadas em três fatores: i) incertezas geradas pelas interpolações 

realizadas (incertezas das interpolações das medidas de campo e das imagens de satélites). ii) 

incertezas geradas pelos modelos matemáticos de transposição e de decomposição entre 

radiação solar difusa e direta. iii) incertezas das medições realizadas em campo (da própria 

medição e das variações do clima local a longo prazo). Essas últimas, são baseadas em quatro 

parâmetros que são classificados conforme mostra a Tab. 1.1. 

 
Tabela 1.1 – Classificação de parâmetros das incertezas medidas em campo. 

 

Fonte: Adaptado Remund e Müller (2011). 

 

Conforme mostra a Tab. 1.1 os valores de 1 a 3 (baixa, média e alta) são níveis de qualidade 

dos quatro parâmetros adicionados ao desvio padrão em médias a longo prazo (10 a 20 anos) 

para se obter as incertezas das medidas de campo. Já as incertezas geradas pelas interpolações 

são modeladas no Meteonorm em relação à distância da última estação disponível na localidade 

(é importante salientar que, para uma área extensa, o cálculo das incertezas não é realizado 

devido à falta de estações em algumas localidades). 

As incertezas oriundas das interpolações de imagens de satélites são modeladas em função 

da latitude e o albedo (quanto maior a latitude e maior o albedo, maior serão as incertezas). 

Além disso, a resolução espacial e a qualidade da instrumentação acoplada ao satélite utilizado 

também são consideradas no Meteonorm. 

As incertezas da radiação solar direta e em plano inclinado, dependem das incertezas da 

radiação solar global. Com dados de radiação solar direta e global, de longo prazo, vindos de 13 

estações solarimetricas da rede BSRN (em inglês, Baseline Surface Radiation Network23) foi 

                                                             
23 Projeto do Programa Mundial de Pesquisas sobre o Clima (World Climate Research Programme – WCRP, 
em inglês) e do Experimento Global do Ciclo Energético de Água (The Global Energy and Water Cycle 
Experiment  – GEWEX, em inglês) cujo o principal objetivo é medir as variações de radiação solar na 
superfície da terra e sua relação com as variações climáticas. 
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desenvolvido um modelo matemático de incertezas para a radiação solar global. Para definir o 

modelo de incertezas para radiação solar direta em locais onde essa grandeza não estava sendo 

coletada, os dados de radiação solar global foram tratados com métodos estocásticos. 

Finalmente, as incertezas totais encontradas nos dados do Meteonorm são apresentadas na 

Tab. 1.2. 

 
Tabela 1.2 ‐ Incertezas totais encontradas nos dados do Meteonorm. 

Radiação Solar Incertezas Totais 

Global (Plano Horizontal) 2 a 10 % 

Global (Plano Inclinado) 3,5 a 20 % 

Direta 3 a 12 % 

                                                       Fonte: Adaptado Remund e Müller (2011). 

 
Um outro exemplo, que pode ser destacado, de banco de dados disponível é o projeto de 

Previsão Mundial de Recursos Energéticos (Prediction of Worldwide Energy Resource (Power) 

Project, em inglês) desenvolvido pelo Programa de Ciências Aplicadas da Agência Nacional 

Administração da Aeronáutica e do Espaço (em inglês, National Aeronautics and Space 

Administration – NASA) que possui, como principal objetivo, fornecer informações públicas 

sobre radiação solar e dados meteorológicos de forma simples que cobrem todo o mundo, 

especialmente, em localidades onde não existem medições de forma a incentivar projetos de 

sistemas fotovoltaicos e energias renováveis.  

O projeto é baseado no banco de dados24 denominado de SSE (Surface Meteorology and 

Solar Energy, em inglês) o qual possui dados solarimétricos, em média mensal, para a radiação 

solar global, difusa, direta e insolação além de dados meteorológicos provindos de imagens de 

satélites com séries históricas acima de 20 anos (1983 a 2005).  

Geralmente, dados baseados em imagens de satélites são validados e comparados com 

medições realizadas em campo por estações solarimétricas. A Tab. 1.3 mostra o resultado de 

integração / interação, pelo método de regressão, entre os bancos de dados da SSE / NASA 

(imagens de satélites) e a rede de radiação solar BSRN / NREL25 (dados de campo) para médias 

mensais, entre 1983 a 2006, realizada por Hinkelman et al. (2009). 

 
 
 
 

                                                             
24 O projeto SWERA e o software RETScreen utilizam esse banco dados para estimativas do recurso solar. 
25 National Renewable Energy Laboratory localizado em Boulder ‐ EUA. 
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Tabela 1.3 – Resultado da integração de dados de radiação solar entre os bancos de 
dados SSE / NASA e BSRN/NREL para médias mensais entre 1983 a 2006. 

Parâmetro Região rMBE (%) rRMSE26 (%) 

Insolação        
(Plano 

Horizontal)  

Global ‐0,01 10,25 

Nos Pólos  ‐1,18 34,37 

Região equatorial 0,29 8,71 

Radiação Solar 
Difusa                  
(Plano 

Horizontal) 

Global 7,49 29,34 

Nos Pólos 11,29 54,14 

Região equatorial 6,86 22,78 

Radiação Solar 
Direta                     

(Plano Normal) 

Global ‐4,06 22,73 

Nos Pólos ‐15,66 33,12 

Região equatorial 2,4 20,93 

Fonte: Adaptado Hinkelman et al. (2009).  

 
Uma recente pesquisa conduzida no Reino Unido por Colantuono et al. (2014) a qual tinha 

o propósito de avaliar a propagação das fontes de erros na interpolação da radiação solar global 

(em plano inclinado), utilizando o banco de dados denominado de Photovoltaic Geographical 

Information System (PVGis), de forma a estimar as suas incertezas e, consequentemente, o 

impacto ocasionado no rendimento global (PR) de um SFCR, constatou que o erro na 

interpolação, em base mensal, é em média de 5 a 10%. 

 Em relação a variabilidade anual do recurso solar, Sǔri et al. (2007) analisaram dados de 

irradiação solar global, em plano horizontal, oriundos de imagens de satélite (HelioClim‐1) para 

a Europa Central e Bacia do Mediterrâneo. Estes pesquisadores puderam constatar que a 

radiação solar apresentava uma baixa variabilidade interanual, da ordem de 4% a 6%, sendo 

menor para regiões tipicamente áridas e, elevadas, para áreas à beira mar e regiões 

montanhosas (chegando até 10%). Já para a radiação solar mensal, o estudo constatou que a 

mesma é mais sensível à variação sendo que a variabilidade encontrada para o mês de junho foi 

a menor (12%) e o mês de dezembro a mais elevada (20%, chegando até mesmo à 35% para 

algumas regiões). Segundo Thevenard e Pelland (2013), a variabilidade anual do recurso solar 

para diversas localidades do Canadá é tipicamente na ordem de 4%. 

Cabe salientar que a radiação solar está sujeita a ciclos decenais e a outras tendências de 

longo prazo, entretanto, as consequências, em comparação a outras incertezas contidas na 

estimativa do recurso solar, são pequenas (da ordem de 0,05 kWh / m².dia / década) e podem 

ser desprezados como sugerido por Hinkelman et al. (2009). Similarmente, as mudanças 

ocasionadas no recurso solar devido a erupções vulcânicas também podem, a priori, serem 

negligenciadas conforme sugerido por Thevenard e Pelland (2013). 

                                                             
26 Raiz do Erro Quadrático Médio ou Root mean square error, em inglês. 
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1.1.1. Análise e comparação dos bancos de dados solarimétricos 

 
Na atualidade, o Brasil dispõe de diversas informações solarimétricas (atlas27, bancos de 

dados28 e softwares29) provenientes de instituições de pesquisas/universidades, 

órgãos/empresas dos governos federal/estadual e empresas privadas que utilizam uma 

variedade de instrumentos / procedimentos de forma a realizarem a coleta e o armazenamento 

de dados da radiação solar e correlacionam estes com outras variáveis (ex: insolação, 

nebulosidade, imagens de satélites, etc) para que, após tratamento dessa informação, possam 

ser disponibilizados de forma pública ou comercializados. A Tab. 1.4 mostra os resultados para 

a irradiação solar global, em média diária mensal e no plano horizontal (β30=0o), encontrados em 

alguns bancos de dados e atlas solarimétricos para a cidade de Belo Horizonte (MG). 

 
Tabela 1.4 – Valores da irradiação solar global, em média mensal diária, para β=0o, (kWh/m².dia) 
para diferentes fontes de informações para Belo Horizonte‐MG. 

Banco de 
dados  JAN FEV MAR ABR MAI JUN JUL AGO SET OUT NOV DEZ 

Média 
Anual 

CRESESB CEPEL 4,28 5,56 4,06 4,28 3,69 3,72 3,97 4,36 4,69 4,44 4,81 4,33 4,35 

INPE - SWERA 5,75 5,94 5,49 5,16 4,35 4,20 4,45 5,22 5,74 5,85 5,50 5,33 5,25 

NASA - SWERA 5,62 5,84 5,31 4,98 4,47 4,41 4,57 5,17 5,42 5,59 5,31 5,23 5,16 

Atlas MG 5,42 5,50 5,30 5,00 4,60 4,10 4,40 4,90 4,95 5,00 5,10 5,40 4,97 

Atlas UFPE 4,44 5,00 4,44 4,40 3,88 4,16 3,30 3,61 4,00 4,20 4,72 4,44 4,22 

Radiasol 1  5,89 5,14 5,92 5,03 4,72 4,61 5,03 5,69 5,22 5,64 5,36 5,64 5,32 

Média Mensal 5,11 5,50 4,98 4,75 4,21 4,11 4,23 4,74 4,95 5,02 5,07 4,94 4,90 

Desvio Padrão 65,19% 43,30% 73,08% 37,09% 41,26% 30,75% 48,88% 61,49% 49,83% 61,11% 28,21% 52,64% 44,50% 

 

Como é possível observar na Tab. 1.4, e de forma inevitável e como já descrito, ocorrem 

grandes disparidades entre os dados das diferentes fontes de informações conforme mostra os 

desvios padrões médios mensais, sendo o mais representativo o mês de março (73,08%), e a 

média anual em 44,5%. Tais disparidades também foram encontradas por Lorenzo (2003) em 

diversas fontes de dados solarimétricos para a cidade de Madri (Espanha) conforme mostra a 

Tab. 1.5. 

 
 
 
 
 

                                                             
27 Atlas Solarimético de Minas Gerais (CEMIG), Atlas Solarimético do Brasil (UFPE), Atlas Brasileiro de 
Energia Solar (Projeto SWERA / INPE / UFSC), etc. 
28 Banco de dados CRESESB/CEPEL, SSE / NASA, Solargis, HelioClim‐1, 3Tier, etc. 
29 Radiasol 1 e 2 (UFRGS), Sundata (CRESESB/CEPEL), Open Carto (SWERA), Meteonorm, etc. 
30 Inclinação em relação ao plano horizontal. 
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Tabela 1.5 – Valores da irradiação solar global, em média mensal diária, para β=0o, (kWh/m².dia) 
para diferentes banco de dados para a cidade de Madri (Espanha). 

Banco de dados* JAN FEV MAR ABR MAI JUN JUL AGO SET OUT NOV DEZ Média 

A 1,86 2,94 3,78 5,22 5,8 6,53 7,22 6,42 4,69 3,17 2,08 1,64 4,29 

B 1,99 2,64 4,32 5,32 6,28 7,29 7,47 6,62 5,11 3,4 2,16 1,72 4,53 

C 2,29 2,81 4,48 5,25 6,6 7,24 7,55 6,33 5,22 3,62 2,1 1,64 4,6 

D 2 2,8 4,4 5,4 6,6 7,4 7,8 7 5,4 3,6 2,6 1,8 4,7 

E 1,73 2,63 4,15 5,45 6,17 6,69 7,22 6,49 4,8 3,16 1,99 1,77 4,36 

F 2 2,91 3,92 5,34 6,31 6,95 7,09 6,31 4,73 3,3 2,18 1,74 4,41 

G 2,13 2,75 4,55 5,1 6,58 7,43 7,42 6,48 5 3,39 2,13 1,58 4,55 

H 1,94 2,76 4,05 4,84 5,79 6,47 7,05 6,24 4,87 3,07 1,98 1,61 4,23 

Média Mensal 1,99 2,78 4,21 5,24 6,27 7,00 7,35 6,49 4,98 3,34 2,15 1,69 4,46 

Desvio Padrão 16,77% 11,16% 27,64% 19,50% 33,31% 39,41% 25,44% 23,98% 25,14% 20,28% 19,48% 8,05% 16,23% 

Fonte: Adaptado Lorenzo (2003). *O autor não forneceu os nomes dos bancos de dados analisados. 

 
De acordo com a Tab. 1.5, também ocorrem grandes disparidades, apesar de menores que 

os desvios apresentados na Tab. 1.4, em diferentes bancos de dados solarimétricos de Madri 

sendo que o maior desvio padrão mensal ocorreu para o mês de junho, 39,41%, e a média anual 

apresentada foi de 16,23%.  

Inicialmente, é possível sugerir que as grandes disparidades ocorridas na Tab. 1.4 e Tab. 1.5 

foram ocasionadas por ausência de dados em séries históricas, ausência de calibração nos 

sensores, inconsistência entre os valores, etc. Porém, segundo Lorenzo (2003), todas essas 

dificuldades podem ser superadas por métodos estatísticos (ex: técnicas de amostragem, cálculo 

do tamanho da amostra, etc). 

Outra possível causa está relacionada ao fato que os pesquisadores utilizam diferentes 

procedimentos/métodos31 chegando assim, a resultados distintos. Além disso, eles podem estar 

utilizando diferentes períodos de coleta dos dados para computar valores representativos (ex: 

dados horários ou diários ou mensais, etc).  

De acordo com Lorenzo (2003) é importante salientar que apesar das dificuldades 

associadas às incertezas contidas nos dados de radiação solar, a priori, não derivam a partir da 

falta da perfeita precisão nos instrumentos de medição (ex: piranômetros), mas principalmente, 

da natureza estocástica causada por variações climáticas randômicas (nuvens, poeiras, etc). Ou 

seja, a partir das flutuações estatísticas globais na coleta do número finito de contagem, ao 

longo de intervalos de tempo finitos, o que leva a questão da real representatividade (confiança) 

que temos nos dados médios, que são baseados em observações do passado da radiação solar. 

Como exemplo, a Fig. 1.1 apresenta valores para o mês de janeiro, em Madri, retirado de um 

                                                             
31 Quando se deparam com dados de qualidade duvidosa, um pesquisador pode optar em utilizá‐lo 
diretamente, ou estimar o melhor valor, ou simplesmente negligenciá‐lo. 
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banco de dados correspondente aos anos de 1979 a 1986, com incertezas da ordem de 3%, cujo 

o valor médio da irradiação solar global, em plano horizontal, é igual a 1,99 kWh/m2. 

 

 

Figura 1.1 – Média diária para o mês de janeiro da irradiação solar global em Madri, para 
os anos de 1979 a 1986. Fonte adaptado Lorenzo (2003). 

 

Como é possível visualizar na Fig. 1.1, ao longo dos anos, a probabilidade do valor futuro da 

irradiação solar global seja igual a 1,99 kWh/m2 é praticamente zero, porém, se o rigor da 

previsão for reduzido, ou seja, considerando que o valor futuro esteja na faixa entre 1,55 a 2,58 

kWh/m2, como delimitado na Fig. 1.1, a probabilidade aumenta, cerca de ± 26% em torno do 

valor médio, o que é bem maior que a precisão do dado original conforme destaca Lorenzo 

(2003). Portanto, surgem questionamentos tais como: de quanto é elevada a probabilidade para 

que o valor futuro da irradiação solar global seja igual a 1,99 kWh/m2? E, de quanto é elevada 

se for considerada a faixa (os limites / intervalo)? 

Segundo Lorenzo (2003), métodos estatísticos básicos solucionam a esses 

questionamentos. Por exemplo, se for desejado 99% de probabilidade (coeficiente de confiança) 

do valor futuro da irradiação solar global seja igual a 1,99 kWh/m2 é preciso manter o intervalo 

de confiança a ±3δ (δ=desvio padrão) em relação aos valores observados no passado, ou seja, 

δ=0,31 kWh/ m2 e ±3δ igual a ± 47% do valor médio.  

Esse resultado ainda é elevado se comparado ao último intervalo considerado, portanto, 

de forma prática, um intervalo de ±2δ é geralmente utilizado conduzindo a resultados igual ± 

31% do valor médio. Utilizando 2δ de nível de confiança, a maneira correta de representar a 

previsão da radiação solar global, em plano horizontal, para o mês de janeiro em Madri, será 

entre os valores 1,37 a 2,61 kWh/ m2 ou 1,99 kWh/ m2 ± 31%. 

O resultado encontrado ainda continua elevado e para reduzir ainda mais a incerteza, é 

necessário aumentar o número de anos para o futuro para a qual a previsão é aplicada, ou seja, 

prover uma previsão não somente para o próximo mês de janeiro, mas sim para o valor médio 

para os demais meses de janeiro. Dessa forma, os intervalos de confiança são reduzidos por um 
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fator de 1/(N)1/2, onde N são os anos futuros, portanto, se for considerado um intervalo de 10 

anos a previsão correta será para o intervalo 1,79 a 2,91 kWh/ m2 ou 1,99 kWh/ m2 ± 10% 

(desconsiderando os erros dos instrumentos, no mínimo ± 3% para as melhores séries de dados 

de radiação solar e as causas da variabilidade que podem ser omitidas em uma série de 10 anos 

de dados).  A Tab. 1.6 mostra as incertezas mensais e anual, para Madri, baseado em uma 

referência confiável, segundo Lorenzo (2003). 

 
Tabela 1.6 – Média mensal da irradiação solar, plano horizontal, e desvio padrão para 
Madri. 

Meses Irradiação Solar (kWh / m²) Desvio Padrão 

JAN 1,99  31% 

FEV 2,64 23% 

MAR 4,32 17% 

ABR 5,32 15% 

MAI 6,28 20% 

JUN 7,29 9% 

JUL 7,47 8% 

AGO 6,62 8% 

SET 5,11 14% 

OUT 3,4 23% 

NOV 2,16 34% 

DEZ 1,72 20% 

Média 
Anual 4,53 4% 

Fonte: Adaptado Lorenzo (2003). 

 
Como é possível observar na Tab. 1.6 a incerteza anual se tornou menor, 4%, se 

considerarmos todos os meses. Isso é ocasionado porque o dado anual é o resultado de mais 

agrupamentos do que os dados mensais. De acordo com Lorenzo (2003), quanto maior a 

agregação de dados, menor será a dispersão dos resultados correspondentes. Por exemplo, se 

considerarmos apenas as informações fornecidas pelos softwares SWERA / INPE e Radiasol 1 

(UFRGS) o fato mencionado pode ser constatado, ou seja, o desvio padrão anual, para Belo 

Horizonte‐MG, entre as duas fontes é de 2,47%, (bem menor que o desvio padrão anual, 44,5%, 

apresentado na Tab. 1.4) conforme mostra a Tab. 1.7. 

 
Tabela 1.7 – Valores da irradiação solar global, em média mensal diária, para β=00 

(kWh/m2.dia) para SWERA / INPE (BH) e Radiasol 1 / UFRGS (BH). 

 

Fontes JAN FEV MAR ABR MAI JUN JUL AGO SET OUT NOV DEZ Média Anual

BH (SWERA / INPE) 5,75 5,94 5,49 5,16 4,35 4,20 4,45 5,22 5,74 5,85 5,50 5,33 5,25

BH(Radiasol - UFRGS) 5,86 5,98 5,47 4,99 4,34 4,14 4,41 5,10 5,54 5,78 5,56 5,39 5,21

Média Mensal 5,81 5,96 5,48 5,08 4,35 4,17 4,43 5,16 5,64 5,82 5,53 5,36 5,23

Desvio Padrão 7,78% 2,83% 1,41% 12,02% 0,71% 4,24% 2,83% 8,49% 14,14% 4,95% 4,24% 4,24% 2,47%
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Finalmente, conforme constatado por Lorenzo (2003), esse tipo de situação com grandes 

disparidades entre os dados de diferentes bancos de dados para Madri (e também constatado 

aqui para o Brasil) não são casos particulares apenas para esses dois países. Tais ocorrências se 

dão também em outros bancos de dados pelo mundo, e assim, é uma representatividade da 

situação geral dos bancos de dados disponíveis na atualidade. Portanto, independente da 

metodologia utilizada, o projeto de um sistema fotovoltaico é essencialmente um exercício de 

previsão estendido para vida útil do sistema.  

A partir das considerações realizadas anteriormente, constata‐se que o exercício de 

previsão da radiação solar para um projeto de um sistema fotovoltaico, inevitavelmente, está 

associado a um grande grau de incerteza, independentemente se o projeto possui uma boa base 

de dados históricos disponível e/ou se aplica modelos matemáticos mais complexos. Sendo 

assim, qualquer tentativa para superar tal incerteza é infrutífera como constatado por Lorenzo 

(2003). 

Portanto, e diante do exposto nesta seção: quais dados de entrada nos modelos 

matemáticos utilizados para a estimativa da produção de energia em SFCR devem ser utilizados? 

Dados oriundos de imagens de satélites? Ou provindos de medições em campo através de 

estações solarimétricas? A Fig. 1.2, mostra dois dias de irradiância, em plano horizontal, 

utilizando dados horários e coletados de minuto a minuto originados de uma estação 

solarimétrica e de imagens de satélite. 

 

Fonte: adaptado Stein, Perez e Parkins (2010). 

Figura 1.2 –Irradiância com dados de imagens de satélite e de estações solarimétricas. 

 

Como é possível observar na Fig. 1.2, os dados de imagens de satélites, círculos azuis, 

possuem certa precisão, até a metade do 1º dia, durante condições de céu claro (ex: sem 

nuvens) porém, a estimativa originada de imagens de satélites desvia, significativamente em 
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relação as médias horárias, durante períodos onde a condição for de céu parcialmente nublado. 

Ou seja, quando os valores dos dados de satélites variam de uma hora para outra o resíduo 

deixado tende a ser elevado o qual indica uma pobre correlação com os dados de estações 

solarimétricas. 

Um estudo realizado por Stein, Perez e Parkins (2010) avaliaram e comparam a inserção de 

dados solarimétricos de imagens de satélites e estações e a aplicação destes dados em modelos 

matemáticos para a estimativa da produção de energia em SFCR. Os dados simulados foram 

também comparados com dados operacionais de um SFCR, de 1 kWp, instalado na cidade de 

Albuquerque (EUA).  

Apesar dos autores terem constatado que os modelos matemáticos para a estimativa de 

energia em um SFCR que utilizaram dados de estação solarimétrica apresentaram melhores 

resultados (menores incertezas), os modelos com utilização de dados de imagens satélites 

apresentaram também um bom resultado principalmente para estimativa da energia total 

gerada à longo prazo, pois os erros associados com esses dados são maiores em períodos curtos 

(horas e dias), ou seja, em base horária, o desvio padrão para esses dados foi três vezes maior 

que os modelos que utilizaram dados de estações solarimétricas.  

Entretanto, os erros médios, (bias errors) não foram muito sensíveis na utilização de ambas 

as fontes de dados nos modelos. Sendo assim, se esses resultados, no geral, se estenderem 

(confirmarem) para outras localidades, os dados de imagens de satélite são adequados para a 

realização de previsões da energia gerada por SFCR.  

De fato, se há uma série histórica de dados de imagens de satélite, pois a mesma contém a 

variabilidade anual do recurso solar, estes dados podem ser úteis para utilização em modelos 

matemáticos, e complementares aos dados de campo, para a realização de previsão de energia 

de um SFCR com mais precisão. 

 
1.2. Incertezas nos modelos de transposição 

 
A utilização de modelos de transposição, ou seja, calcular a radiação solar incidente no 

plano inclinado proveniente de dados de radiação solar em plano horizontal também gera 

incertezas que devem ser avaliadas. Para isso, modelos horários e sub‐horários são necessários 

para realizar a decomposição da radiação solar global em suas componentes, ou seja, radiação 

solar difusa e radiação solar direta. 

 Gueymard (2009) testou diversos modelos de transposição e encontrou erros elevados 

quando os modelos são utilizados pela primeira vez. Notton et al. (2006) e Thevenard & Haddad 

(2006) demonstraram que não há um melhor modelo a ser aplicado sendo que os resultados 
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irão variar de acordo com a combinação dos modelos utilizados, com as características da 

radiação solar da localidade, com a radiação solar refletida do solo (albedo), etc. Portanto, é 

difícil eliminar ou até mesmo reduzir os erros / incertezas contidas nos modelos de transposição 

por completo. 

Quando é conhecida apenas a radiação solar em plano horizontal, em média mensal, a 

transposição para um plano inclinado adiciona incertezas entre 4% a 6% em comparação a 

métodos que utilizam valores horários.  Thevenard e Haddad (2006) constataram que as 

incertezas ocasionadas pela inclinação e orientação dos módulos fotovoltaicos em um SFCR no 

Reino Unido geraram incertezas, em valores mensais da radiação solar global em plano 

inclinado, de 4%. 

 
1.3. Incertezas contidas na radiação solar refletida do solo (albedo) 

 
Em relação ao albedo, que é um dos parâmetros importantes utilizados nos modelos de 

transposição, este pode variar de 0,1 (para superfícies escuras) a 0,7 (ou mais) para superfícies 

claras (ex: neve) segundo constatado por Thevenard e Haddad (2006), sendo 0,2 

(correspondente a reflexão da grama) o valor utilizado tipicamente. Esses autores, estimaram 

um ganho anual na produção de energia de um sistema FV decorrente da reflexão da radiação 

solar pela neve na faixa de +0,7 % a +2,6 % (dependendo do local) para um plano inclinado à 

60o. Para inclinações menores, este ganho é pequeno e, embora não consensual, em grandes 

SFCR´s, que possuem diversas fileiras (strings) de módulos FV´s, o ganho torna‐se desprezível 

logo após a segunda fileira, pois os módulos FV´s não “enxergam” a radiação solar refletida pela 

neve. 

 
1.4. Incertezas no Rendimento Global do Sistema 

 
Esta seção será destinada a uma das principais figuras de mérito técnico utilizadas na 

avaliação de SFCRs, denominada de rendimento global ou Performance Ratio (PR), apresentada 

na seção I.5, abordando‐se os principais fatores que influenciam este parâmetro e alguns 

resultados disponíveis na literatura. 

 
1.4.1. Rendimento Global do Sistema - Performance Ratio (PR) 

 
Ueda et al. (2009) realizaram pesquisa considerando 533 SFCR´s residenciais japoneses que 

representavam 2,1 MWp de capacidade instalada e foram registrados valores de PR´s entre 66% 

a 82% e um valor médio de 77,3% para as residências que possuíam seus telhados orientados 

para o sul geográfico.  
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Um estudo realizado por Reich et al. (2012) constatou que, de uma forma geral e 

historicamente, o índice PR para um SFCR, em um contexto mundial, melhorou de 50% para 75% 

no final da década de 1980, de 70% para 80% nos anos 1990 e mais recentemente o PR está 

maior, em média, em torno de 80% (sendo até mesmo alguns sistemas chegaram a registrar um 

valor de PR da ordem de 90%32).  Entretanto, a faixa PR para novas instalações ainda varia entre 

70% a 90%, em média, mostrando a necessidade de se avaliar todo o rendimento do SFCR 

conforme mostra a Fig. 1.3. 

 

 

Figura 1.3 – PR´s para SFCR´s instalados na Alemanha entre os anos de 1994 a 2010.   

 
Uma recente pesquisa conduzida pela Agência Internacional de Energia ‐ IEA (2014), a qual 

possui um banco de dados para 594 SFCR´s em operação (instalações entre 1 kWp à 2 MWp) em 

13 países, confirma a afirmação realizada por Reich et al. (2012), conforme pode ser visto na Fig. 

1.4 (a) e (b). 

                                                             
32 Um PR muito elevado pode indicar um erro de medição enquanto um PR muito baixo pode sinalizar 
um problema na operação do sistema. 
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Fonte: Adaptado IEA (2014). 

Figura 1.4 – (a) PR´s para SFCR´s instalados entre os anos de 1983 e 1990; (b) PR´s para SFCR´s 
instalados entre os anos de 2005 a 2012.   
 

Finalmente, para o Brasil, diversos autores (Mello e Rampinelli (2016), Urbanetz, Junior e 

Tiepolo (2014), Macêdo e Zilles (2007), Nolasco et al. (2016), Paula et al. (2016), Torres (2016), 

Calvacante (2014) e Blasques (2014)) vêm publicando dados de sistemas fotovoltaicos em 

operação e, consequentemente, o seu rendimento global (PR). A tabela 1.7a apresenta os 

resultados para o rendimento global médio para algumas cidades do país. 

 
Tabela 1.7a‐ Rendimento global médio para algumas cidades brasileiras. 

Cidades PRmédio Referências 

Florianópolis -SC 80% Mello e Rapinelli (2016) 

Curitiba -PR 70% Ubartez et al. (2014) 

São Paulo - SP 71% Macêdo e Zilles (2007) 

Belo Horizonte - MG 68% Nolasco et al. (2016) 

Itumbiara -GO 79% Paula et al. (2016) 

Maceio-AL  75% Torres (2016) 

Tefé-AM 72% Cavalcante (2014) 

Belém -PA 70% Blasques et al. (2014) 

Média 74%  
 

Conforme é possível observar na Tab. 1.7a, o PRmédio para SFCRs instalados em diferentes 

cidades brasileiras varia entre 68% a 80% sendo que a média entre as localidades apresentou 
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um PR igual a 74%, ou seja, um bom rendimento global e que está dentro da faixa descrita por 

Reich et al. (2012). 

 
1.5. Classificação dos módulos fotovoltaicos (module ratings) 

 
Na atualidade, é frequente constatar que a potência de módulos fotovoltaicos instalados 

em campo se diferencia da potência que realmente está em sua folha técnica (potência 

classificada ou module rating, em inglês), ou seja, estão sendo utilizados módulos FV´s com 

potências abaixo da potência nominal de seus dados de “placa” nas condições padrões de teste 

(STC). Estudos realizados por Drif et al. (2007) apontaram diferenças da ordem de 9% a 11% em 

dois sistemas FV´s de 70 kWp. Jahn and Nasse (2004) identificaram desvios da potência 

classificada de ‐5% a ‐26% para sistemas com rendimento global (PR – Performance Ratio) abaixo 

de 60%, constando como uma das razões principais para baixos PR’s encontrados. Para os 

sistemas FV´s com PR´s adequados os autores encontraram os módulos FV´s com 5% abaixo da 

potência classificada. Poissant (2009) reportou diferenças entre ‐6,5% a ‐23% em relação à 

potência classificada e a potência realmente medida. Ueda et al. (2009) constataram uma 

diferença significativa entre as potências de módulos FV´s do mesmo modelo e fabricante sendo 

que alguns módulos FV´s analisados, obtiveram um baixo desempenho em relação aos seus 

pares demonstrado ser um indicativo de que a classificação da potência dos módulos FV´s esteja 

fora da realidade encontrada.  

De acordo com Thevenard e Pelland (2013) há a necessidade de requerimentos mais 

rigorosos nas normas para a aferição da corrente elétrica dos módulos FVs sendo este 

parâmetro elétrico como uma das causas da situação descrita. Como exemplo, a segunda edição 

da norma IEC 61215 (2005) não dispõe de um critério que garanta que a potência dos módulos 

FV´s esteja próxima à classificação de potência dada pelo fabricante. Atualmente, a degradação 

da potência máxima de saída de um módulo FV não deve ultrapassar o limite pré‐estabelecido, 

antes e após, para cada teste (geralmente, 5%) sendo assim, os módulos FV´s atingem o número 

de critérios necessários, descritos na norma, e estes são aprovados nos testes de qualificação.   

Cabe salientar que o problema destacado por Thevenard e Pelland (2013) já não é mais 

encontrado na atual norma IEC 61646 (2008) e será corrigido para a próxima edição da norma33 

UL 1703 (2016), exigindo‐se que as potências classificadas especificadas pelos fabricantes 

devem ter um valor mínimo. Segundo Dunlop, a norma de segurança para módulos FV´s 

determina que a potência de saída de um módulo FV testado, sob condições padrões (STC), deve 

                                                             
33 Norma de requerimentos para qualificação e tipo de aprovação de módulos FV terrestres de silício 
cristalino e amorfo.  
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ser no mínimo 90% da potência classificada. Apesar de já ser uma indicação, esse critério foi 

muito criticado por ser muito flexível exigindo assim, mais rigidez na indicação da classificação 

da potência dos módulos FV´s. Finalmente, é importante destacar que já existe uma 

preocupação relativa a esse tema no mercado. Em alguns catálogos de módulos FV´s, já há uma 

indicação de tolerância para classificação da potência em seus produtos que varia de 0% a 5% 

ao invés de ±3%. 

Finalmente, a classificação de potência irreal em módulos fotovoltaicos degrada a 

estimativa do PR em um SFCR. De fato, e como já destacado anteriormente, na atualidade houve 

uma melhora, em média, dos PR´s no mundo que está atribuída, em parte, ao uso mais realístico 

da classificação de módulos fotovoltaicos bem como na melhora das eficiências dos módulos 

FVs e dos conversores estáticos (inversores), como destacado por IEA (2014).  

 
1.6. Degradação (Envelhecimento) de módulos fotovoltaicos 

 
A degradação é a deterioração gradual das características do componente ou sistema que 

afeta sua habilidade em operar nos limites de aceitação, sendo causada pelas condições de 

operação (Ndiaye et al., 2013). Um módulo fotovoltaico degradado poderá continuar a fornecer 

energia elétrica mesmo que não esteja operando em sua melhor condição, porém, dependendo 

do nível de degradação, poderá ser crítico na geração de uma usina solar.     

De acordo com Moore e Post (2008), os fabricantes consideram um módulo FV degradado 

quando sua potência atinge um nível abaixo de 80% de sua potência nominal. De acordo com 

Ndiaye et al. (2013), a produção de energia de um módulo FV pode ser afetada pela degradação 

por diversos fatores, entre os quais podemos citar: temperatura, umidade, irradiação solar e 

choques mecânicos, sendo que cada um desses fatores pode induzir um ou mais tipos de 

degradação tais como: corrosão, descoloração da célula e do encapsulamento EVA, 

descolamento do encapsulamento (EVA) e quebras (células, vidros, contatos). A seguir, são 

descritos de forma sucinta e objetiva as causas de cada tipo de degradação. 

 
1.7. Corrosão 

 
A umidade que penetra em um módulo FV, através das extremidades das lâminas, e fica 

retida em seu interior causam a corrosão e também o aumento da condutividade elétrica no 

material. Além disso, a corrosão “ataca” as conexões metálicas (resistência série / paralelo) das 

células solares causando perdas em sua geração com o aumento de correntes de fuga bem como 

degrada a adesão entre células e a moldura metálica.   
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Wohlgemuth et al. (2005, 2011) estudaram o impacto da umidade e da temperatura na 

degradação de um módulo fotovoltaico. Eles realizaram testes acelerados, denominados de 85 

/ 85 (temperatura igual a 85 oC e umidade relativa igual a 85%) de acordo com a norma IEC 61215 

(2005). Eles constataram que a corrosão aparece após 1000 horas de exposição do módulo 

fotovoltaico sob a condição de 85 / 85.  

Carlson et al. (2003) demonstraram que o sódio, que reage com a umidade, contido nos 

vidros é o principal fator da corrosão nas extremidades de módulos FV. Osterwald et al. (2003) 

observaram que a primeira, e mais rápida, degradação encontrada em um módulo fotovoltaico 

é causada pelo oxigênio que é o principal fator de corrosão nas junções do silício. Kemp (2005) 

e Munoz et al. (2011) comprovaram que a umidade no interior dos módulos FV possui relação 

com a taxa de degradação, especialmente em climas tropicais, e que a infiltração da umidade 

no interior do módulo FV estará presente, de forma significativa, durante a vida útil do 

equipamento e que a única forma de se evitar a penetração da umidade é selar o módulo FV 

devidamente. A Fig. 1.5 mostra o efeito da corrosão nas extremidades e nas conexões de um 

módulo fotovoltaico (círculos pretos). 

 

 

Fonte: Ndiaye et al. (2013).  

Figura 1.5 ‐ Efeito da corrosão nas extremidades e nas conexões de um módulo fotovoltaico. 
 
 

1.8. Descolamento do módulo fotovoltaico 

 
As perdas por adesão, ou descolamento, ocorre entre o encapsulamento do polímero e as 

células FV´s ou entre células FV´s e o vidro. De acordo com Jansene Delahoy (2003), essas perdas 

representam um grande problema, pois causam dois efeitos: o aumento da reflexão da radiação 

solar e a penetração de água no interior da estrutura dos módulos fotovoltaicos aumentando 

assim, a umidade e a degradação química e física (ex: corrosão). Além disso, o descolamento é 

mais severo quando ocorre nas extremidades dos módulos FV´s e que pode ocasionar redução 

da sua potência, e riscos de choques elétricos no dispositivo e também em todo o sistema FV. 

Os pesquisadores afirmam que o descolamento é ainda causado pela acumulação de sal e 
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penetração de umidade no interior do módulo FV. A Fig. 1.6 apresenta um módulo FV com 

descolamento (círculos pretos). 

 

 

Figura 1.6 ‐ Módulo FV com descolamento. Fonte: Ndiaye et al. (2013).  

 
Um tipo particular de degradação por descolamento é a perda de adesão do EVA, que afeta 

uma pequena área, que combinada com a dilatação da superfície forma‐se bolhas. A Fig. 1.7 

mostra módulo fotovoltaico com bolhas (círculos em vermelho). 

 

 

Figura 1.7 ‐ Módulo FV com bolhas. Fonte: Ndiaye et al. (2013).  

 
As bolhas são geralmente ocasionadas por reações químicas onde os gases emitidos no 

interior do módulo FV ficam aprisionados dificultando assim, a dissipação de calor das células 

FV´s, aumentando o sobreaquecimento e reduzindo o tempo de vida do equipamento. As 

bolhas, geralmente, se localizam no centro, parte posterior, da célula FV (ver Fig. 1.7) ou na 

parte frontal do módulo FV que poderá reduzir a incidência da radiação solar no painel FV 

(dissociação e aumento da reflexão da radiação solar).   

 
1.9. Descoloração (Yellowing) do módulo fotovoltaico 

 
A descoloração em um módulo fotovoltaico é uma mudança na cor do material que se torna 

amarela e, às vezes, marrom a qual modificará a transmitância da luz que atinge uma célula 

fotovoltaica e assim, a potência gerada por um módulo FV será reduzida conforme é possível 

observar na Fig. 1.8 (círculos pretos). 
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Figura 1.8 ‐ Diminuição do ponto de máxima potência com o efeito da descoloração 
em módulo fotovoltaico. Fonte: Adaptado Ndiaye et al. (2013).  

A descoloração resulta, geralmente, na degradação do encapsulante do módulo FV (EVA) 

ou no material adesivo entre o vidro e as células fotovoltaicas34, sendo a sua principal causa a 

incidência de raios ultra‐violetas (UV) combinados com a ação da água sob temperaturas 

maiores que 50oC (Oreski e Wallner, 2009). Segundo Ndiaye et al. (2013), para a descoloração 

parcial na superfície do módulo FV, a corrente de curto‐circuito (Isc) diminui entre 6 a 8 % da 

corrente nominal e para descoloração total de 10 a 13 %.  A Fig. 1.9 expõe uma célula FV e o 

encapsulante EVA sob o efeito da descoloração. 

 

 

Figura 1.9 – Célula fotovoltaica e EVA sob efeito da descoloração. Fonte: Ndiaye et 
al. (2013).  

 
1.10. Quebra e rupturas no módulo fotovoltaico 

 
As rupturas em vidros de módulos fotovoltaicos é um importante fator de degradação. Elas 

ocorrem, na maioria dos casos, durante a instalação, manutenção e especialmente durante o 

transporte de módulos FV´s para os locais de instalação. Os painéis FV´s quebrados ou com 

rupturas estarão mais expostos à infiltração de umidade, riscos de choques elétricos e 

                                                             
34 Aparecendo em regiões diferentes dependendo do polímero utilizado.  



35 
 

consequentemente às degradações de corrosão, descoloração e descolamento destacadas 

anteriormente.  A Fig. 1.10 mostra um módulo fotovoltaico quebrado. 

 

Figura 1.10 ‐ Módulo fotovoltaico com vidro quebrado. Fonte: Ndiaye et al. (2013). 

 
Cabe salientar que devido à necessidade da indústria economizar matéria prima (ex: silício) 

e também de reduzir os custos de produção das células solares, os produtores, ao longo dos 

anos, diminuíram a espessura (de 300 μm para 200 μm e até mesmo 100 μm) e aumentaram as 

suas superfícies para 210 mm x 210 mm. Desta forma, é possível perceber que as células FV´s 

atuais são bem frágeis e bem susceptíveis à ruptura, principalmente, durante seu manuseio, 

empacotamento e armazenagem, porém, para se localizar uma ruptura é necessária uma análise 

especializada (utilizando métodos específicos), pois a “olho nú”, é impossível detectar tais 

falhas.   

 
1.11. Degradação Induzida pelo Potencial (Potential Induced Degradation – PID) 

 
Os módulos fotovoltaicos conectados em série elevam a tensão do sistema fotovoltaico e 

por isso, para se evitar choques elétricos, todas as estruturas metálicas dos módulos FV´s são 

aterradas porém, devido a tensão elétrica entre os painéis FV´s e sua estrutura, é possível que 

os elétrons nos materiais utilizados nos módulos FV´s possam a “escapar” pelo aterramento 

quando o isolamento da estrutura e camadas ativas não estão em perfeitas condições criando 

assim, correntes de rupturas que criam uma degradação nas características elétricas das células 

fotovoltaicas. Esse fenômeno é conhecido como degradação induzida pelo potencial (PID ‐ 

Potential Induced Degradation, em inglês) e é caracterizado por uma progressiva deterioração 

do silício cristalino dos módulos fotovoltaicos devido à presença de corrente elétrica induzida. 

Esse tipo de fenômeno é mais comum em climas úmidos onde as correntes de fugas aumentam 

com a umidade (Ndiaye et al., 2013). 

Finalmente, a Fig. 1.11 apresenta, de forma resumida, a representatividade dos tipos de 

degradação para módulos fotovoltaicos de silício cristalino que consequentemente afetam o PR 

de um SFCR. 
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Figura 1.11 ‐ Representação dos modos de degradação mais comuns para módulos fotovoltaicos 
de silício cristalino. Fonte: Adaptado Ndiaye et al. (2013).  

 
1.12. Taxa de Degradação de módulos fotovoltaicos 

 
No geral, a degradação em um módulo fotovoltaico é avaliada pela medição da perda de 

potência, durante seu tempo de vida, e comparada com sua potência inicial. Portanto, para 

prever a energia gerada, por exemplo, fornecida em uma usina solar fotovoltaica ao longo do 

tempo, é muito importante o conhecimento das taxas de degradação, para diferentes 

tecnologias, de forma a se obter uma melhor previsão do tempo de retorno do investimento do 

empreendimento. A Fig. 1.12 (a) mostra a degradação da potência de um módulo fotovoltaico 

ao longo dos anos (além do limite aceitável de degradação, linha vermelha) e a Fig. 1.12 (b) 

apresenta o decaimento, círculos roxos, do parâmetro PR anual (70 %, em 1993, para abaixo de 

50% em 2001) de um SFCR monitorado por 9 anos na Alemanha como consequência dos efeitos 

de degradação ocasionados em células fotovoltaicas.  

 

Figura 1.12 – (a) Degradação da potência de um módulo fotovoltaico ao longo dos anos (Fonte: 
adaptado Ndiaye et al. (2013); (b) Decaimento do parâmetro PR anual de SFCR devido aos 
efeitos de degradação em células FV (Fonte: Adaptado IEA, 2014). 

 
Dirk e Kurtz (2012), realizaram estudos sobre as taxas de degradação através de medições 

realizadas em campo, em aproximadamente 2.000 módulos fotovoltaicos de diferentes 
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tecnologias para os últimos 40 anos, e chegaram a um valor de mediana de 0,5% / ano e média 

de 0,7% / ano para a tecnologia de silício cristalino e valor de mediana 1,0% / ano e média de 

1,5% / ano para as tecnologias de filme finos. A Figura 1.13 mostra histogramas35 de taxas de 

degradação para as duas tecnologias mencionadas.  

 

 

Figura 1.13 – Histogramas das taxas de degradação (com mediana, média, número de amostras 
e datas de operação, azul (antes do ano 2000) e vermelho (após ano 2000)) de módulos 
fotovoltaicos de silício cristalino e filme fino ao longo dos anos. Fonte: adaptado Dirk e Kurtz 
(2012). 

 
De acordo com a Fig. 1.13 é possível observar que as tecnologias de filme fino possuem 

taxas de degradação maiores que as tecnologias de silício cristalino. Tal fato pode ser melhor 

observado na Fig. 1.14, onde as tecnologias Si‐m e Si‐p apresentaram taxas menores que 1 % / 

ano, a tecnologia de filme fino, CdTe, maior que 2% / ano (pré‐2000) e menor que 1% / ano (pós‐

2000) e para as tecnologias CIGS e a‐Si valores similares de taxas degradação, ou seja, próximo 

a 2% / ano (pré ‐ 2000) e próxima a 1,5% / ano (pós ‐ 2000).  

 

                                                             
35 Os histogramas mostram as taxas de degradação para longo prazo e não a curto prazo (ex: “Light 
Induced Degradation”.   
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Figura 1.14 – Taxas de degradação por tecnologias (o losango em vermelho 
representa a média (centro) e o intervalo de 95% confiança, são as extremidades). 
Fonte: Dirk e Kurtz (2012). 

 

1.13. Disponibilidade dos sistemas (Availability) 

 

Jahn e Nasse (2004) realizaram um estudo sobre a disponibilidade anual de 116 sistemas 

FVs conectados à rede elétrica, instalados na Alemanha, Itália e Suíça, tendo encontrado 

resultados próximos a 95% de disponibilidade (para as instalações mais recentes, 90% dos 

sistemas tiveram disponibilidade maior que 90% e 55% desses, obtiveram disponibilidade igual 

a 99%). Moore e Post (2008), relataram 150 ações de manutenção imprevistas (falhas no sistema 

de aquisição de dados, inversores, caixas de junções, arranjo fotovoltaico e desconexão CA 

ocasionadas por descargas atmosféricas, alta resistência de contato na desconexão CA, falhas 

no diodo de by-pass, falta de auto-reset dos inversores e roedores) em usina solar FV de 3,51 

MWp porém, mesmo com essas falhas, o SFCR apresentou  uma disponibilidade geral de 99,4% 

durante um período de medição de 5 anos em campo. 

Um estudo realizado com 21 SFCR´s durante 10 anos de operação revelou que os inversores 

correspondem a 63% das falhas, os módulos fotovoltaicos 15% e outros componentes 23%, 

sendo que, em média, as falhas ocorreram a cada 4,5 anos (Jahn e Nasse, 2004). Uma pesquisa 

realizada por Sugiura et al. (2003), com SFCR japoneses, revelou que os inversores falham em 

6% e módulos FV´s em 1% nos SFCR´s sendo que 45% dos sistemas avaliados apresentaram 

ocorrências de falhas nos inversores (ex: instabilidade, falha de energia, ou deslocamento do 

limite da potência). Para esses sistemas, o tempo entre falhas foi de 3,5 anos sendo que o tempo 
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para reparo foi de 25 dias e a disponibilidade geral dos sistemas foi de 99,74%. Cabe salientar 

que a indisponibilidade devido as falhas em inversores é variável sendo que o tempo entre as 

falhas pode variar de 7 a 16 anos correspondente a disponibilidade de 83,5% a 98,3%. 

Finalmente, um outro ponto importante é que os SFCR que não possuem um sistema de 

monitoração estão mais propensos a falhas e tendem a ficar sem produzir energia por períodos 

mais elevados, sendo que plantas solares (centrais fotovoltaicas de grande porte) são bem 

monitoradas e assim, apresentam menores falhas em relação aos sistemas residências (IEA, 

2014).  

 
1.14. Presença de neve 

 
Muitos são os parâmetros que tornam complexas as análises de influência da neve sobre 

os geradores FV nos SFCR´s, podendo‐se destacar: tipo de neve (leve ou pesada), idade da neve, 

radiação solar, temperatura, ângulo de inclinação e tipo de instalação (ex: integrada à 

edificação, Building Integrated Photovoltaic – BIPV, ou central solar – ground mounted, etc), 

distância entre os módulos FV´s e o chão, clima e local. Estudos estão sendo conduzidos de 

forma a avaliar com maior segurança a influência da neve em SFCRs. 

Ueda et al. (2009) constataram, em uma análise realizada com 500 SFCR’s instalados no 

Japão, que a presença de neve sobre a superfície dos módulos FVs é um fator de perdas 

elevadas, porém, em base anual, essas perdas chegam a 2,2%. Um estudo realizado na 

Alemanha por Becker et al. (2006), estimou perdas anuais devido à presença de neve sobre os 

módulos FVs de SFCR´s na ordem de 0,3 a 2,7%. 

 
1.15. Presença de poeira e sujeiras 

 
Da mesma forma que a neve, os efeitos decorrentes da poeira e sujeiras sobre os módulos 

FV´s em SFCR´s dependem do clima e do local e são difíceis de modelar ou serem extrapolados. 

De acordo com um estudo realizado pela IEA (2002), a sujeira sobre um módulo FV pode ser 

resultado de diversos mecanismos, podendo‐se destacar: poluição, acumulação de poeira ou 

pólen, crescimento de liquens nas molduras dos módulos FVs, fezes de pássaros, entre outros. 

Esse último parâmetro é preocupante, pois, ao contrário da poeira, as fezes são difíceis de serem 

retiradas da superfície dos módulos FV´s pelas chuvas. O impacto na produção de energia anual 

de um SFCR devido às fezes de pássaros é tipicamente menor que 2%.  

A Comissão Californiana de Energia (2001) estimou as perdas oriundas do acúmulo de 

poeira e sujeira em sistemas FVs na ordem de 7%. Marion et al. (2005), recomendaram fatores 

de ponderação, derate factors, em inglês, de 0,95 para sujeiras com um intervalo de variação 



40 
 

entre 0,75 a 0,98. Kimber (2007) realizou experimentos nos EUA com três SFCR´s similares (uma 

era constantemente limpa e os demais não) e constatou perdas anuais de energia nos sistemas 

com sujeiras na ordem de 3,5% e 5,1%. Hammond et al. (1997) verificaram que a sujeira na 

superfície dos módulos FV´s aumenta de 2,3% para 7,7%, quando ângulo de incidência da 

radiação solar varia do plano de incidência normal para inclinação de 56o. 

 
1.16. Sombreamento, inclinação e orientação 

 
O sombreamento não pode ser evitado em grandes usinas solares FVs onde há diversas 

fileiras (strings) de módulos FVs, porém, esse sombreamento pode ser minimizado com maior 

espaçamento entre as strings e a utilização de ângulos de inclinação dos módulos FVs mais 

baixos. O sombreamento em uma usina solar FV é melhor estimado no próprio local e com a 

utilização de softwares específicos para simulação de sombras na localidade (ex: ECOTect, 

PVSyst. PV‐SOL, etc).  

Devido ao fato das células fotovoltaicas que compõem os módulos FVs estarem conectadas 

em série, esses dispositivos poderão sofrer perda de energia quando há situações de 

sombreamento, acúmulo de poeira, ou com algum defeito de fábrica. Para esse tipo de situação, 

a corrente elétrica total dependerá da célula mais “debilitada” (ex: sombreada) fazendo a 

corrente elétrica do conjunto tender a zero. Outro fato que poderá ocorrer, é que essa célula 

solar sombreada, ou com defeito de fabricação, será uma carga para as demais da associação 

em série, resultando, portanto, em uma tensão inversa a soma das tensões das outras células e, 

consequentemente, em um aquecimento denominado de ponto quente (hot spot). A Fig. 1.15 

mostra a operação de um módulo fotovoltaico com uma célula danificada. 

 

Figura 1.15 – Operação de um módulo fotovoltaico com uma célula danificada. Fonte: Zilles et 
al. (2012).  
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De acordo com a Fig. 1.15 é possível notar o quanto de potência é dissipada quando há uma 

célula danificada/sombreada em módulo fotovoltaico dessa forma, são necessárias medidas de 

proteção, pois uma vez que há ocorrências com frequência desses fenômenos, poderá acarretar 

em queima da própria célula FV e assim, impedir o fluxo de corrente elétrica. A Fig. 1.16 mostra 

célula solar de módulo fotovoltaico queimada. 

 

Figura 1.16 ‐ Célula solar de módulo fotovoltaico queimada. Fonte: Ndiaye et al. (2013). 

De forma a evitar que as células dos módulos fotovoltaicos se danifiquem, são conectados 

ao circuito, em grupos de células de forma a diminuir os custos, diodos de passagem (bypass 

diode, em inglês) nas caixas de conexão. Esses dispositivos possuem a função de ser um caminho 

alternativo para a corrente elétrica limitando a dissipação de energia na célula solar com defeito.   

As incertezas através de sombras são difíceis de serem modeladas, porém, na literatura, há 

diversas publicações (Alonso‐Garcıa (2006), Rüther, Kleiss e Bücher (1996), King, Boysen e 

Kratochvil (2002)) que se baseiam em modelos matemáticos que utilizam as curvas 

características I‐V dos módulos FVs. Esses modelos possuem precisão e incluem todos os 

detalhes de interconexão entre as células solares e diodos de bypass, porém, são complexos 

baseados em equações não lineares, requerendo um esforço computacional elevado. Apesar 

dessas dificuldades, esses métodos são muito utilizados no desenvolvimento de softwares para 

a produção de energia através de SFCR´s. 

Alonso‐Garcia, Ruiz e Lorenzo (2010) desenvolveram um modelo matemático simples, que 

não é baseado nas equações da curva I‐V, para estimar as perdas decorridas pelo sombreamento 

em geradores FVs. Os resultados encontrados, em relação às perdas ocasionadas pelo 

sombreamento, foram convincentes variando de 2,1% a 3,9%. Cabe salientar que as perdas por 

sombreamento experimentais nos sistemas FVs em operação são, em média, no valor de 5% 

segundo Silvetre e Chouder (2008). 

 Os efeitos da inclinação e orientação no rendimento de um gerador FV dependem da razão 

entre a radiação direta e difusa bem como da fração de albedo da localidade onde está instalado 
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(Rüther, Kleiss e Bücher, 1996). A inclinação ótima anual, como regra, é dada pela latitude local, 

enquanto que a orientação ótima, para instalações FVs no hemisfério sul, é a de uma superfície 

voltada para o norte geográfico. Entretanto, a inclinação e orientação ótimas não são  

parâmetros críticos conforme estudos realizados por Rüther, Kleiss e Bücher (1996), onde foi 

possível contatar que para uma grande variedade de orientações possíveis, conseguiu‐se atingir 

uma incidência de mais de 95 % da radiação solar máxima. Além disso, sistemas com orientações 

leste ou oeste podem ter desempenho satisfatório, mesmo se instalados com ângulos inclinados 

ou na vertical, com rendimento da ordem de 60 % em relação a uma orientação ótima (Rüther, 

Kleiss e Bücher (1996), King, Boysen e Kratochvil (2002)). Como exemplo, a Fig. 1.17 mostra 

simulação realizada, através do software PV Design (UFSC36) com dados do banco de dados 

Radiasol (UFRGS), para a cidade de Belo Horizonte‐MG (valores da irradiação solar global, em 

média mensal diária, para β=0o, (kWh/m².dia), considerando diferentes ângulos azimutais de 

superfície (orientação) e inclinações (β). 

 

Figura 1.17 – Perdas energéticas com a variação do ângulo de inclinação e orientação 
para a cidade de Belo Horizonte. 

 

De acordo com a Fig. 1.16, é possível observar que haverá a garantia de disponibilidade do 

recurso solar, ao longo do ano, de no mínimo 95 % na área compreendida, demarcada pelas 

linhas em vermelho, entre os desvios azimutais (leste ou oeste) próximos à 80o (tendo o norte 

geográfico, ou seja, desvio azimutal igual a 0o como referência) e inclinações (β) até cerca de 

40o. Portanto, os deslocamentos angulares compreendidos nessa faixa para a cidade de Belo 

                                                             
36 Desenvolvido pela Universidade Federal de Santa Catarina (UFSC). 
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Horizonte‐MG irão influenciar pouco na disponibilidade de irradiação solar incidente sobre um 

SFCR.  

 
1.17. Perdas após a saída do inversor 

 
Existem dois tipos de perdas, entre o inversor e o ponto de conexão com a rede elétrica 

(PCC), que devem ser consideradas: as perdas por cabeamento (wiring) e perdas no 

transformador.  

As perdas por cabeamento estão diretamente relacionadas a seleção dos cabos e as 

flutuações de temperatura. Conhecendo a especificação do cabo utilizado, simulações 

detalhadas podem ser realizadas para as perdas que ocorrem na saída do inversor. Entretanto, 

informações mais precisas da variação da temperatura nos condutores são necessárias, mas não 

estão disponíveis nos softwares de simulações para sistemas FVs. Desta forma, há a introdução 

de incertezas nas estimativas das perdas para os condutores. Segundo Thevenard e Pelland 

(2013), para o pior caso (temperaturas entre ‐20 oC à 90 oC), e assumindo que a queda máxima 

de tensão seja de 5%, as perdas irão variar entre 2% a 3,5%. Se a queda máxima de tensão for 

de 1%, as perdas serão de aproximadamente de 0,5% a 0,75%. 

As perdas no transformador são divididas em duas partes: perdas no núcleo (core, em 

inglês) e perdas ôhmicas (wiring, em inglês). As perdas no núcleo são constantes e dependem 

primeiramente do material magnético e da geometria do núcleo, enquanto que as perdas 

ôhmicas são proporcionais ao carregamento do transformador e dependem das especificações 

dos condutores dos enrolamentos.  

As perdas nominais no núcleo e ôhmicas podem ser estimadas a partir das especificações 

do fabricante, porém sujeitas a incertezas devido à variabilidade existente entre uma mesma 

classe de transformadores. Como exemplo, uma aproximação grosseira para um transformador 

de 1 MVA, de metal amorfo, situa‐se na faixa de 0,85 % a 1%, para um transformador de aço‐

silicio entre 1,5% a 2% e um transformador padrão da ordem de 2% a 3%. Para os núcleos dos 

transformadores de distribuição, a incerteza relativa está na faixa de ‐6% a 10% e as perdas por 

carregamento da ordem de ‐2% a 1,5%. De forma resumida, as incertezas por perdas ôhmicas 

em transformadores são modestas e podem variar da ordem de 1% a 7%. 
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1.18. Outras perdas envolvidas nos sistemas FVs e modelagem das incertezas em 

ferramentas computacionais 

 
Segundo King et al. (2002), outras perdas, em base anual, que ocorrem nos SFCRs e que 

devem ser consideradas são: perdas térmicas (2% a 10%), perdas espectrais (1% a 3%), perdas 

ocasionadas pelo reflexo de objetos em frente aos módulos FV (0 a 5%), cabeamento (ôhmicas), 

perdas na conversão c.c./c.a. e perdas por desacoplamento (mismatch losses, em inglês). De 

acordo com Thevenard e Pelland (2013), a grande maioria dessas perdas podem ser modeladas 

por ferramentas computacionais (ex: perdas na conversão c.c./c.a., térmicas, ângulo de 

incidência) e suas contribuições individuais para as incertezas na produção de energia anual 

podem ser consideradas modestas sendo que a incerteza geral para “outras perdas” é estimada 

entre 3% a 5%.  

O modelo de um SFCR propriamente dito, com ferramentas computacionais, é uma fonte 

de incertezas. A precisão dos modelos matemáticos é difícil de se estimar, pois é difícil distinguir 

entre a modelagem dos erros e os erros contidos nos parâmetros de entrada do modelo. Ambos, 

são geralmente avaliados em conjunto para a estimativa da produção de energia provinda dos 

modelos matemáticos e comparada com dados operacionais de um SFCR. Portanto, estimar essa 

incerteza geral é variável, porém, o MBE anual da produção de energia está entre 3% a 5% se o 

SFCR é muito bem caracterizado (King et al. (2007), SMA (2011)). 

 
1.19. Perdas anuais de energia 

 
Como destacado anteriormente, diversas são as perdas energéticas (energy losses) que 

causam um decrescimento da energia gerada por um SFCR (poeira / sujeira, perdas ôhmicas, 

angular e espectral, garantia (fornecida pelo fabricante de potência nominal do módulo FV), 

temperatura, tolerância, perdas por baixo nível de radiação solar e perdas por descasamento 

(mismatch losses), seguimento do ponto de máxima potência entre outras). Determinar o valor 

exato para cada uma dessas perdas, para cada módulo FV, não é tarefa simples e envolve a 

utilização de modelos matemáticos complexos que, geralmente, não levam a resultados 

precisos (Thevenard e Pelland, 2013). Portanto, os valores utilizados para a estimativa das 

perdas são baseados em experiências adquiridas nos estudos de sistemas FVs em operação e 

são valores essencialmente estatísticos e disponibilizados em médias anuais, denominados de 

valores médios anuais de perdas energéticas (Annual Average Values of Energy Losses).  

Estudo realizado por Thevenard e Pelland (2013) em uma usina solar de 1,5 MWp no 

Canadá, e através de métodos estatísticos, chegou aos seguintes valores: 3,9% a 5% para a 

variabilidade climática/ recurso solar, 3% para o modelo de transposição, 3% para a classificação 
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dos módulos FVs, 2% para poeira / sujeira, 6,5 % para as demais perdas sendo que o resultado 

final, em termos anuais foram: 8,7% para produção de energia durante o primeiro ano e 7,9%, 

em média, para 20 anos de operação da usina. A Tab. 1.8 apresenta as perdas anuais na 

produção de energia esperadas em um SFCR relativas ao aumento de temperatura de célula e 

ao tipo de montagem para módulos FVs de silício monocristalino na cidade de Munich na 

Alemanha. 

 
Tabela 1.8 ‐ Perdas na produção de energia em um SFCR (em Munique ‐ Alemanha) relativas 
ao aumento de temperatura de célula e ao tipo de montagem para módulos de Si‐m – Fonte: 
SMA (2011).  

 

 
1.20. Considerações Finais Capítulo 1  

 
Neste capítulo, foi apresentado o conceito do termo incerteza e sua relação com três 

indicadores estatísticos que são amplamente utilizados e que serão aplicados nos próximos 

capítulos, ou seja, o erro absoluto médio (MBE), a raiz do erro médio quadrático (RMSE) e o 

desvio padrão (σ) ou incerteza padrão.  

Além disso, foram também apresentadas e descritas as principais incertezas que envolvem 

a estimativa de produção de energia em sistemas FVs. Estas incertezas são parâmetros 

importantes na viabilidade econômica / financeira de um projeto de sistema fotovoltaico 

conectado à rede elétrica (SFCR) e, portanto, devem ser compreendidas para que possam ser 

aplicadas de forma correta e coerente nos modelos matemáticos que serão descritos nos 

Capítulos 2, 3 e 4, e que compõem o processo de estimativa de energia de um SFCR.  
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Capítulo 2 – Estimativa da Radiação Solar Incidente 

 
Os modelos matemáticos utilizados para a avaliação e previsão da produção de energia, ao 

longo do tempo, para sistemas FVs podem ser classificados em métodos mais aproximados, os 

quais realizam considerações gerais sobre os componentes do sistema, enquanto outros 

modelos, realizam considerações mais complexas levando em conta os parâmetros fornecidos 

pelo fabricante e / ou dados empíricos e físicos dos componentes (ex: modelo de 1 diodo para 

módulos FVs).  

Esses modelos matemáticos são, geralmente, inseridos em ferramentais computacionais 

para fins comerciais e acadêmicos, de forma que realizem simulações não somente sobre a 

produtividade de energia do sistema como também para a realização de previsões de cunho 

financeiro/econômico (ex: custos de operação e manutenção, tempo de retorno do 

investimento, custo nivelado da energia (Levelized Cost of Energy – LCOE37), fluxos de caixa, etc).  

Diversas são as publicações (King, Boyson, Kratochvil (2004), Lorenzo et al. (1994), Macêdo 

(2006), Figueiredo (2012), Rampinelli (2009), Perpiñan, Lorenzo e Castro (2007), Williams e Betts 

(2006), Marion, Anderberg e Gray‐Hann (2005)) que definem e propõem modelos / métodos 

matemáticos para cálculo da produção de energia de um sistema FV que depende não somente 

do conhecimento e estimativa do recurso solar, mas também da configuração da instalação (ex: 

inclinação e orientação), localização do SFCR e os obstáculos ao seu redor (ex: edificações, 

árvores, etc), eficiência de diversos componentes do sistema (ex: módulos FVs, inversores, etc) 

e, conforme já descrito no Capítulo 1, as perdas / incertezas envolvidas (ex: temperatura, 

cabeamento, poeira, sombreamento, etc).  

Portanto, neste capítulo são apresentados modelos matemáticos para a estimativa do 

recurso solar, bem como a sua validação, que são fundamentais para o correto 

dimensionamento de instalações solares seja um sistema fotovoltaico ou um sistema 

termosolar. Nos Capítulos 3 e 4 serão apresentados, e validados, os modelos matemáticos para 

módulos FVs e inversores respectivamente de forma que se tenha um método para cálculo da 

estimativa da produção de energia de um sistema FV. 

 

 

 

 

                                                             
37 É uma avaliação econômica do custo do sistema de geração de energia, ou seja, inclui todos os custos 
ao longo de seu ciclo de vida: investimento inicial, operação e manutenção, custo de combustível, custo 
de capital, e é muito útil para o cálculo dos custos de geração de diferentes fontes. 
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2.1. Métodos matemáticos para a estimativa da radiação solar 

 
Um dos métodos convencionais utilizados para a estimativa do recurso solar é proposto 

pela equação de regressão de ÅngstrÖm (1924). Essa equação relaciona a radiação solar global 

média diária, no plano horizontal, para um dia claro na localidade em questão, utilizando 

relações empíricas e a partir do número de horas de brilho solar (insolação). Page (1964) realizou 

uma modificação no modelo original proposto por Angström baseando‐se na radiação solar no 

topo da atmosfera (extraterrestre), para uma superfície no plano horizontal, e não na radiação 

solar global em condições de céu claro. Bennet (1965) formulou um novo modelo que foi 

aplicado com grande sucesso no hemisfério Norte e devidamente adaptado por Nunes (1979) 

para o Brasil sendo denominado de modelo de Bennet modificado. O modelo considera além 

dos efeitos de duração do brilho solar e da radiação extraterrestre, os efeitos relativos a altitude 

e época do ano. 

 
2.2.1. Radiação solar direta e difusa no plano horizontal em média mensal 

 
Estudos sobre a disponibilidade diária da radiação solar mostram que a fração média, que 

é a radiação solar difusa, é função do índice de claridade (Kt). Liu e Jordan (1960) desenvolveram 

um modelo matemático, que se tornou referência, que foi largamente utilizado. O método 

calcula a componente difusa, em média mensal no plano horizontal, baseando‐se no índice de 

claridade, sendo que Collares‐Pereira e Rabl (1979) obtiveram uma correlação utilizando a 

hora angular do pôr‐do‐sol de acordo com o dia médio representativo do mês. 

 
2.2.2. Radiação solar difusa, direta e global em média horária 

 
As estimativas da radiação solar horária pode ser um processo não exato, pois não é 

possível prever, com precisão, modificações climáticas, tais como: o aparecimento de nuvens 

intermitentes que podem vir a cobrir parte do céu, nos modelos matemáticos com dados em 

base diária, entretanto, há métodos que são baseados em dias claros que geram estimações 

conservativas para um período longo.   

De acordo com Duffie e Beckman (2006), estudos estatísticos da distribuição temporal da 

radiação solar global em superfícies horizontais, utilizando dados diários médios mensais para 

diversas estações, levaram à formulação de coeficiente, rt, definido como a razão entre a 

radiação solar global horária e a radiação solar global diária. 

Analogamente, rd é a razão entre a radiação solar horária difusa (Id) e a radiação solar diária 

difusa (Hd). Cabe salientar que esse método pode ser utilizado para estimar as médias horárias 
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da radiação difusa se a média diária da radiação solar global for conhecida. Sendo que Liu e 

Jordan (1960) consideraram a razão rd como função do tempo e duração astronômica do dia. 

 
2.2.3. Radiação solar sobre superfície inclinada (Modelos de Transposição) 

 
Para o cálculo da radiação solar incidente em superfícies inclinadas é necessário conhecer 

as direções às quais as componentes direta e difusa chegam à superfície em questão 

considerando que a grande maioria dos dados disponíveis são em base horária ou diária da 

radiação solar em plano horizontal. 

O método proposto por Hottel (1976) é um dos modelos mais convenientes para resolver 

o problema da direção da radiação solar direta o qual considera o fator geométrico, Rb (razão 

entre a radiação solar direta no plano inclinado e a radiação no plano horizontal integrado no 

período de interesse), ou seja, o parâmetro Rb significa o rebatimento da radiação solar direta 

no plano horizontal para o valor correspondente no plano da superfície. 

A direção a qual a radiação solar difusa é distribuída pelo céu é função das condições de 

nebulosidade e transparência do céu que são altamente variáveis. Modelos baseados em dias 

claros (clear sky models) sugerem que a radiação solar difusa é composta de três partes. A 

primeira parte denominada de “Isotrópica”, a qual recebe radiação solar de forma uniforme de 

todo o céu, a segunda parte denominada de “Difusa Circumsolar”, que é resultante do 

espalhamento da radiação solar e é concentrada em uma área do céu ao redor do Sol e a terceira 

parte, “Difusa no Horizonte”38, que é concentrada no horizonte e é evidente em céus claros. A 

Fig. 2.1 mostra as três componentes difusas e a radiação solar direta distribuídas no céu de 

forma esquemática. 

 

 

Fonte: Adaptado Duffie e Beckman (2006). 

Figura 2.1 – Distribuição das componentes da radiação solar difusa no céu. 
 

                                                             
38 É importante salientar que a distribuição angular da radiação solar difusa é também função da 
refletância do solo denominada de albedo (ρg) que contribuirá na contabilização do espalhamento da 
radiação solar no horizonte. 
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De acordo com Duffie e Beckman (2006), existem muitos modelos que tentam representar 

o céu e suas componentes direta, difusa e albedo em planos inclinados, denominados de 

modelos de transposição, sendo que os mais comumente utilizados e popularizados são os 

modelos isotrópicos e os anisotrópicos cuja diferença entre eles está na forma como as três 

componentes difusas são abordadas e no tipo de dados medidos que são requisitados para a 

realização dos cálculos (ex: dados de radiação solar global em plano horizontal). 

Nos modelos isotrópicos (Liu e Jordan (1960), Badescu (2002) e Korokanis (1986)), a soma 

da radiação solar difusa vinda do céu com o albedo, em uma superfície inclinada, é assumida 

como a mesma independentemente da orientação sendo assim, a radiação solar global em 

superfície inclinada é a soma da contribuição da radiação solar direta calculada como IbRb e a 

radiação solar difusa em plano horizontal, Id. Tal consideração simplista mostra que toda a 

radiação solar pode ser considerada como radiação solar direta, porém, Liu e Jordan (1960) 

propuseram o modelo denominado de “Difusa Isotrópico” o qual a radiação solar incidente em 

uma superfície inclinada é composta de três componentes, ou seja, radiação solar direta (1º 

termo), radiação solar isotrópica difusa (2º termo) e o albedo (3º termo). 

Apesar do modelo “Difusa Isotrópico” ser simples de entender e de calcular a radiação solar 

global em superfície inclinadas, ele é conservativo e tende a se subestimar. Modelos melhorados 

e mais complexos, denominados de anisotropicos, foram desenvolvidos (Wilmott, Bugler (1977), 

Hay (1979), Davies e Hay (1978), Iqbal (1979), Skartviet e Olseth (1986), Reindl (1988), Klutcher 

(1978), Perez e Stewart (1987)) e os mesmos consideraram as componentes do céu 

denominadas de “Difusa Circumsolar” e “Difusa do Horizonte” em superficies inclinadas 

conforme mostra a Fig. 2.2. 

 

Fonte: Adaptado Duffie e Beckman (2006). 

Figura 2.2 – Distribuição das componentes da radiação solar direta, difusa e albedo. 

 

Hay e Davies (1978, 1979), estimaram a fração da radiação solar difusa considerando a 

componente circumsolar uniforme para todas as direções como a radiação solar direta e 
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desprezaram a radiação solar difusa do horizonte. Reindl (1988) melhorou o modelo proposto 

por Hay e Davies (1978), como proposto por Klutcher (1978) inserindo a componente difusa no 

horizonte e o modelo ficou amplamente conhecido como modelo HDKR39. 

O índice anisotrópico, Ai, determina uma porção da radiação solar difusa no horizonte que 

é tratada como espalhamento e incide no mesmo ângulo da radiação solar direta. O balanço da 

radiação solar difusa é assumido como sendo isotrópico. Sob condições de céu claro, o índice Ai 

é elevado e a grande maioria da difusa será considerada espalhada, porém, quando o céu estiver 

nublado, sem incidência da radiação solar direta, o índice Ai será zero. 

Skartviet (1986) desenvolveu métodos para estimativa da radiação solar direta e difusa em 

superfícies inclinadas em médias mensais. Com o desenvolmimento do modelo de Perez e 

Stewart (1987) outros modelos anisotrópicos, que realizaram uma análise mais detalhada das 

três componentes da radiação solar difusa, também foram desenvolvidos.  

 
2.2.4. Quais modelos utilizar? 

 
Como descrito nas seções anteriores diversos são os modelos utilizados para realizar a 

estimativa da radiação solar global, e suas componentes (direta, difusa e albedo), portanto, 

surge uma questão: Qual (is) desse (s) modelo (s) devem ser utilizados?  

Diversos autores na literatura (Kambezidis, Psiloglou e Synodinou (1997), Diez‐Mediavilla 

e Bilbao (2005), Loutzenhiser et al. (2007), Demain, Jounée e Bertránd (2013), Notton et al. 

(2006), Evseev e Kudish (2009), Ineichen (2011), Utrilla e Martinez (1994) e Gueymard (1987)) 

realizaram avaliações em dezenas de modelos, isotrópicos e anisotrópicos, com validações dos 

cálculos através de dados coletados em campo e comparações (entre modelos e dados 

coletados) foram realizadas através de análises estatísticas baseadas em indicadores de 

eficiência, ou seja, os indicadores de erros médios40.   

Dentro dessas avaliações, os modelos que foram mais testados e comparados são os 

métodos desenvolvidos por Davies e Hay (1978); Skartviet (1986); Perez e Stewart (1987) e 

Gueymard (1987). Esses, são modelos que apresentaram bons resultados em relação a dados 

coletados em campo e por isso, são destacados nas diversas publicações já citadas.  

É importante salientar, que todos os estudos comparativos foram realizados para 

localidades no hemisfério Norte, com apenas dois ângulos de inclinação e no máximo dois 

ângulos de orientação (azimutais) onde foi adotado, na grande maioria das pesquisas, o valor 

                                                             
39 Em referência aos autores: Hay, Davies, Klutcher e Reindl (HDKR). 
40 “Mean Bias Error” (MBE), “Normalizaded Mean Bias Error” (NMBE), “Mean Absolute percentage Error” 
(MAPE), “Root Mean Square Error” (RMSE), “Normalizaded Root Mean Square Error” (NRMSE) e 
“Bayesian Information Criterion (BIC)”. 
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de 0,241 foi adotado como valor fixo para o albedo42. Além disso, apenas nas publicações de Hay 

(1978), Demain, Jounée e Bertránd (2013) e  Notton (2006) foram realizados estudos detalhados 

sobre o rendimento de cada modelo sobre diferentes condições de céu (claro, semi‐nublado, 

nublado). A Tab. 2.1 (a), para todas as condições de céus (All sky), e Tab. 2.1 (b), para condições 

de céu claro (Clear sky),  apresentam o rendimento de dez modelos (em ordem alfabética) 

utilizando dados coletados em campo (para um período de 12 meses) sendo que os resultados 

percentuais referem‐se ao valor médio da irradiância, Es, para inclinação de 400 e orientação 

para o Sul. 

 
Tabela 2.1 – Rendimento de diferentes modelos de transposição para condições distintas 

(a) todos tipos de céu e (b) céu claro, para β=40º e e orientação para o Sul. 

 

Fonte: Gueymard et al. (2013). 

A Tab. 2.1 (a) e (b) mostram que os resultados encontrados para o modelo isotrópico são 

subestimados e é o modelo que apresentou um desempenho mais fraco, junto ao modelo 

ASHRAE para os dois casos (all sky e clear sky). A condição de clear sky, Tab. 2(b), está associada 

a valores elevados de irradiâncias, 19% a 22 %, em média, a mais em relação a condição de all 

sky, devido a predominância de atmosfera “limpa” sendo assim, os erros MBE’s estão abaixo de 

5%. Segundo Perez et al. (1990), os erros relativos baixos (aleatórios e absolutos –bias) obtidos 

para todos os modelos anisotrópicos sugerem que as estimativas sob clear sky são de precisão 

comparáveis aos valores coletados em campo. Sob essas condições, os modelos Gueymard 

(1987) e Perez et al. (1987, 1990) apresentaram uma boa consistência e poucas diferenças nos 

                                                             
41 Albedo pode ser definido como a razão entre a irradiância eletromagnética refletida (de forma direta 
ou difusa) e a quantidade incidente. É uma medida adimensional, isto é, sem unidades. A razão costuma 
ser apresentada por percentagem. A proporção refletido/incidente depende da frequência da radiação 

considerada. Se não estiver especificada, refere‐se a uma média ao longo de uma banda espectral. 
Exemplos: o albedo visível da superfície da neve recente é alto, em torno de 0,90 (ou 90%), enquanto que 
o albedo da superfície oceânica é pequeno, da ordem de 0,10 (ou 10%). 
42 Alguns autores afirmam que o uso de diferentes valores para o albedo não irá melhorar o rendimento 
dos modelos. 
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erros absolutos e randômicos sendo assim, foram considerados o de melhor aproveitamento no 

estudo realizado. 

Ineichen (2011) também realizou estudos de avaliação e comparação de modelos de 

transposição para as cidades de Genebra (Suíça) e Denver (EUA) para diferentes inclinações (β= 

300 , 450 e 600 orientados para o Sul e β= 900 para Sul, Norte, Leste e Oeste) onde a conclusão 

geral foi que as eficácias dos modelos testados apresentaram diferenças de erros absolutos 

(MBE’s) entre ‐3% a ‐5% e RMSE’s de até 25% (11% a 13%, ou seja, 26 à 31 W/m2 (para os 

melhores modelos) sendo que o modelo de Perez et al. (80, 90) apresentaram, em média, os 

melhores resultados, seguidos dos modelos de Hay (1979), Reindl (1988) e Klutcher (1978). 

Finalmente, os autores recomendam, para aplicações fotovoltaicas, onde a saída dos sistemas é 

uma porcentagem da entrada, que a escolha do modelo não deve ser o único critério, mas 

também a precisão do componente albedo deve ser levada em conta quando as inclinações dos 

módulos fotovoltaicos forem elevadas.  

Na tentativa de complementar as pesquisas citadas anteriormente, David, Laurent e Boland 

(2013) avaliaram e compararam modelos amplamente citados na literatura, Davies e Hay (1978), 

Reindl (1988), Perez et al. (1987, 1990) e  Gueymard (1987), para uma localidade do hemisfério 

Sul, Ilhas Reunion, cuja as coordenadas geográficas são: 210 20’S e 550 29’ L. Cabe salientar que 

a metodologia aplicada nesta pesquisa utilizou‐se de 17 piranômetros (padrão secundário) em 

inclinações que variavam43 de 00, 200 e 400  e também nas orientações (Norte, Leste e Oeste). 

Além desses sensores, um pireliômetro (para medidas DNI44) e um albenômetro (para medidas 

do albedo) também foram utilizados. Portanto, um experimento consistente de avaliação e 

comparação de cada modelo, a Tab. 2.2 mostra os erros totais encontrados, para dados horários 

e albedo igual a 0,2. 

Tabela 2.2 – Erros totais para dados horários e albedo igual a 0,2. 

Modelos RMSE (W/m²) NRMSE (%) MBE (W/m²) MAPE (%) BIC 

Hay 39,4 8,49 ‐15,86 9,32 7,35 

Skartveit 39,53 8,52 ‐16,9 9,42 7,36 

Gueyward 37,77 8,14 ‐11,99 9,08 7,26 

Perez 37,28 8,04 ‐6,8 9,27 7,24 
Fonte: Adaptado David, Laurent e Boland (2013). 

                                                                                            

A Tab. 2.2 mostra a eficácia geral alcançada agregando a irradiância horária medida e os 

modelos de estimativa para todos os planos e orientações.  Todos os modelos apresentaram um 

MBE negativo e, portanto, há uma subestimação da irradiância solar global em plano inclinado. 

                                                             
43 Segundo os autores, as inclinações (20º e 40º) foram escolhidas, pois nos projetos de sistemas 
fotovoltaicos na ilha as inclinações entre 20º a 40º são comumente utilizadas; 
44 Direct Normal Incident (DNI) – Coleta da radiação solar direta no plano normal ao sensor. 
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Os erros RMSE, BIC, MAPE e NRMSE mostram pequenas diferenças entre os modelos estudados, 

porém, os erros MBE’s dos modelos Hay e Skartveit e Olseth são duas vezes maiores que o 

modelo de Perez. De uma forma geral, o modelo de Perez, para essas amostras de dados, 

apresentou melhor eficácia com erro médio absoluto (bias) de ‐6,80 W/m2. 

Finalmente, apesar dos modelos de Hay, Skartveit e Olseth, Perez, e Gueymard serem 

bastante utilizados e preferidos por apresentarem baixos erros, Notton (2006) e Evseev (2009) 

demonstraram que a escolha do(s) melhor (es) modelo(s) a ser(em) utilizados irá depender das 

características da radiação solar no local e da radiação solar refletida do solo (albedo), ou seja, 

para as condições brasileiras, é necessário avaliar qual(quais) modelos se adequam melhor a 

nossa realidade.   

O fluxograma apresentado na Fig. 2.3, mostra um resumo do que foi abordado até então, 

ou seja, para a obtenção da radiação solar global, em base horária, tanto em superfície 

horizontal quanto em superfície inclinada são necessários a utilização de diversos modelos 

matemáticos45,  isotrópicos ou anisotrópicos, além do conhecimento das componentes direta e 

difusa da radiação solar incidente. 

 

                                                             
45 Cabe salientar, e como já foi destacado no Capítulo 1, os Atlas solarimétricos desenvolvidos são 
importantes fontes de informações de forma a contribuírem na redução de erros nas estimativas do 
recurso solar.  
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Fonte: adaptado Guimarães (1995). 

Figura 2.3 ‐ Síntese dos processos para a estimativa da radiação solar. 
 

2.2.5. Sequências sintéticas de radiação solar diária 

 
 Para o dimensionamento de instalações solares, sobretudo dispositivos de 

armazenamento de energia é fundamental o conhecimento do número de dias consecutivos 

cuja insolação é baixa. Ou seja, é importante conhecer a sequência de dias chuvosos e nublados 

diante dos dias os quais o sistema fotovoltaico não produzirá energia útil suficiente. 

Aguiar et al. (1988) formularam um modelo matemático capaz de gerar sequências 

sintéticas da radiação solar global diária para quaisquer localidades, utilizando, apenas, dados 

de radiação solar global mensal ou ainda, número de horas de insolação, em média mensal. 

O modelo foi desenvolvido utilizando dados disponíveis de estações meteorológicas de 

Lisboa, Faro e Bragança (Portugal), Ponta Delgada (Ilha Açores), Porto Santo (Ilha Madeira), 

Trappes (França), tendo sido validado para cidades de Portugal e Estados Unidos e, 

posteriormente, para o Brasil conforme descrito por Guimarães (1995) e Krenzinger (2010).  
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Esta metodologia está embasada nos fundamentos de processos estocásticos utilizando 

uma biblioteca denominada de Matrizes de Transição de Markov (MTM) de primeira ordem. Os 

sistemas denominados cadeias de Markov, possuem a propriedade pela qual, dado um presente 

estado, tão somente este influenciará o futuro, tornando‐se dispensáveis os dados sobre 

estados passados, propriedade está denominada de propriedade Markov. 

Portanto, o modelo é baseado em duas observações fundamentais: i) qualquer valor dado 

de radiação solar diária parece mostrar uma correlação significante com o valor da radiação 

solar imediatamente precedente na sequência, e ii), a função probabilidade, para qualquer dado 

período, é associada com o valor médio do índice de claridade (Kt) para aquele período. 

A primeira observação leva então, à escolha da técnica das Matrizes de Transição de 

Markov (MTMs) de primeira ordem. Cada elemento de tais matrizes representa a probabilidade 

que o Kt diário possui de ter dois valores particulares em quaisquer dois dias consecutivos. A 

segunda observação leva à derivação de uma biblioteca composta de dez matrizes, 

correspondendo cada uma a um intervalo preestabelecido do índice de claridade. 

A partir de tais considerações, os autores determinaram os elementos constituintes das 

MTMs, utilizando dados experimentais disponíveis nas várias estações citadas e para um período 

de 25 anos. As sequências sintéticas foram obtidas e comparadas com as sequências 

experimentais, de acordo com parâmetros padronizados (função probabilidade, auto‐correlação 

e auto‐correlação parcial). Os resultados apresentados indicaram níveis de confiabilidade de 

82% a 99% estabelecendo geração de sequências estatisticamente indistinguíveis dos valores 

reais (Guimarães, 1995). 

Finalmente, após o estudo e análise dos modelos matemáticos para a estimativa do recurso 

solar, foram selecionados, para o desenvolvimento deste trabalho, os modelos propostos por 

Liu e Jordan (1960), Perez et al. (1987, 1990) e Aguiar et al. (1988). Cabe salientar que estes 

métodos foram escolhidos por se tratarem de modelos amplamente citados na literatura e 

utilizados em softwares de simulação. Na próxima seção, são apresentadas as validações destes 

modelos e sua implementação no software SunoUFMG desenvolvido nesta Tese.   

 
2.3. Estimativa da radiação solar incidente / Validação de modelos 

 
Nesta seção, os modelos matemáticos relatados nas seções anteriores, ou seja, os modelos 

de Liu & Jordan (1960), isotrópico, Perez et al. (1987, 1990), anisotrópico, e o método das 

Matrizes de Transição de Markov – MTM, modelo estocástico proposto por Aguiar et al. (1988), 
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foram implementados em MATLAB® R2014 e PhP46, e testados e comparados (validados) com 

dados de uma estação solarimétrica47.  

Cabe salientar que esses modelos fazem parte do software, desenvolvido nesta Tese, 

denominado de SunoUFMG48, cujo o objetivo principal é realizar a estimativa da produção de 

energia de um sistema fotovoltaico conectado à rede elétrica considerando as incertezas 

relevantes de forma a se obter uma ferramenta computacional para avaliar a viabilidade de um 

SFCR para qualquer localidade brasileira. Na Fig. 2.4, é apresentada tela da interface gráfica, 

módulo radiação solar, desenvolvida para o software SunoUFMG ‐ versão 1, e, na Fig. 2.5, mostra 

a estação solarimétrica utilizada para a validação dos modelos citados. 

 

 
Figura 2.4 ‐ Interface gráfica do software SunoUFMG, versão 1, módulo radiação solar. 

 

                                                             
46 PHP: “Hypertext Preprocessor" é uma linguagem de programação, usada originalmente apenas para o 
desenvolvimento de aplicações presentes e atuantes no lado do servidor, capazes de gerar conteúdo 
dinâmico na “World Wide Web” / Internet.  
47 Foram utilizados dados da radiação solar global, com resolução temporal de minuto a minuto, de 
estação solarimétrica localizada no campus da Universidade Federal dos Vales Jequitinhonha e Mucuri 
(UFVJM), em Diamantina‐MG, instalada pelo projeto de P&D CEMIG / ANEEL GT 468 (Atlas Solarimétrico 
de Minas Gerais) em Julho de 2012. A estação solarimétrica possui piranômetros para medição da 
irradiância solar global e sua componente difusa (em plano horizontal), pireliômetro (mediação da 
componente irradiância direta normal) e rastreador solar do fabricante Kipp & Zonen modelo CMP21, 
CHP 1 e Solys 2 respectivamente além de possuir outros sensores para medições climatológicas 
(temperatura ambiente, direção e velocidade do vento , etc). 
48 Suno é uma palavra na língua artificial (planejada) Esperanto, criada em 1887 pelo médico e estudioso 
de línguas polonês Ludwig Lazar Zamenhof, e que significa Sol. 
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Figura 2.5 ‐ Estação solarimétrica utilizada para validação dos modelos. 

 
Para validar os dados sintéticos gerados pelo software SunoUFMG foram construídas 10 

sequências de valores da radiação solar global, em média diária, sendo que todas as sequências 

foram modeladas através do método estocástico das Matrizes de Transição de Markov. Cada 

série, composta por 365 dados, foi comparada com os valores coletados pela estação 

solarimétrica de Diamantina, Fig. 2.5, entre agosto de 2012 a julho de 2013. 

 Após a coleta dos dados foi realizado o tratamento estatísticos como forma inicial de se 

avaliar os resultados gerados (simulações) pelos modelos implementados em relação aos dados 

medidos em campo. Foram utilizadas duas figuras de mérito estatístico bastante utilizadas, 

citadas na literatura (Ineichen (2011), Gueymard (1987), Stone (1993) e Falayi, Rabiu e Teliat 

(2011)) e no Capítulo 1, ou seja, o erro absoluto médio (Means Bias Error ‐ MBE) e a raiz do erro 

médio quadrático (Root Mean Square Error ‐ RMSE) a Eq. 2.1 e Eq. 2.2 apresentam a forma 

matemática para esses dois erros médios.  
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�                             (2.1) 

                                           ��� =
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���                                  (2.2)       

 
onde: Kmedido: dados coletados em campo; Kcalculado: dados gerados pelo modelo; 

 

De acordo com Falayi et al. (2011) essas ferramentas estatísticas demonstram a qualidade 

média dos resultados gerados pelos modelos (simulações / calculados) em relação ao valor 

medido (coletado em campo) sendo que o indicador RMSE fornece a informação a curto prazo 

do rendimento das correlações permitindo a comparação, termo a termo, do desvio atual entre 

os valores coletados em campo e os valores resultados dos modelos. Quanto menor o indicador 

RMSE, mais precisa é a estimativa.  Por sua vez, o índice MBE, oferece uma média entre todas 
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as diferenças de valores calculados (simulados) e coletados em campo, sendo assim, um 

resultado positivo desse indicador mostra uma tendência dos valores calculados serem sobre‐

estimados e um valor negativo uma tendência de subestimação dos valores calculados pelo 

modelo. Na Tab.2.3 são apresentados os resultados encontrados. 

 
Tabela 2.3 ‐ Erros médios sequências sintéticas para radiação solar global, média diária. 

Número da Sequência MBE 
(%) 

RMSE 
(%) 

1 0,000 2,17 

2 ‐0,001 2,23 

3 ‐0,002 2,26 

4 0,000 2,24 

5 ‐0,001 2,26 

6 ‐0,001 2,27 

7 ‐0,001 2,23 

8 ‐0,001 2,24 

9 0,003 2,27 

10 ‐0,001 2,09 

 
A partir dos valores de MBE e RMSE encontrados na Tab. 2.3, foram selecionadas, de forma 

aleatória, três sequências sintéticas / simulações (ou seja, frequência – série 10, frequência‐série 

1 e frequência‐série 7) para construir a distribuição de frequência dos dados e novamente 

relacionar com os dados reais. A Tab. 2.4 apresenta os resultados encontrados e a Fig. 2.6 

apresenta o histograma comparativo entre os dados gerados e os dados coletados em campo. 

 
Tabela 2.4 ‐ Distribuição de frequência dos dados. 

Bloco Frequência  
Real 

Frequência  
 Série 10 

Frequência  
 Série 1 

Frequência  
 Série 7 

0 13 0 0 0 

0,7616 5 1 2 6 

1,5233 9 11 16 10 

2,2850 17 25 21 20 

3,0467 27 27 15 18 

3,8084 49 46 48 58 

4,5701 56 76 93 65 

5,3317 64 73 62 73 

6,0934 42 29 44 51 

6,8551 40 37 21 33 

7,6168 26 33 29 21 

8,3785 11 7 10 10 

9,1402 3 0 4 0 

9,9018 1 0 0 0 
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Figura 2.6 ‐ Histograma comparativo entre os dados gerados e os dados coletados em 

campo. 

 
De acordo com a Tab. 2.4, é possível notar que 13 médias diárias ao longo de um ano da 

estação solarimétrica de Diamantina assumiram valores iguais a zero. Este fato pode indicar 

algum erro ocorrido no dia da medição, erro na coleta dos dados ou desconexão dos 

equipamentos para manutenção preventiva. Contudo, esses fatos não comprometem a série 

real anual por terem ocorridos em dias descontínuos.  

Para alcançar uma precisão melhor na validação dos dados, também foram comparadas as 

médias mensais da radiação solar global dos dados gerados (simulados) com as médias mensais 

da estação solarimétrica de Diamantina conforme pode ser visto na Tab. 2.5 onde são 

apresentados os valores para a radiação solar global, em média mensal, para a estação 

solarimétrica de referência e na Tab. 2.6 o erro médio RMSE e na Fig. 2.7 a série real e série 

sintética para um mesmo período do ano. 

 
Tabela 2.5 ‐ Radiação solar global diária em média mensal (em  kWh/m ²) 

Mês Estação - Diamantina Série 10 Série 1 Série 7 

Janeiro 3,019 3,011 3,009 3,014 

Fevereiro 6,232 6,224 6,224 6,224 

Março 4,085 4,078 4,081 4,078 

Abril 3,826 3,819 3,817 3,825 

Maio 3,903 3,907 3,913 3,903 

Junho 4,373 4,374 4,372 4,371 

Julho 4,381 4,379 4,383 4,373 

Agosto 4,482 4,479 4,488 4,475 

Setembro 4,854 4,855 4,851 4,857 

Outubro 5,991 5,991 5,988 5,989 

Novembro 3,658 3,657 3,665 3,664 

Dezembro 6,314 6,328 6,327 6,328 
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Tabela 2.6 ‐ Erro RMSE para as sequências sintéticas, em média mensal, da radiação solar global. 

Número da sequência RMSE 

10 0,006 

1 0,007 

7 0,006 

 

 
Figura 2.7 ‐ Série de dados coletados em campo (azul) e série sintética (laranja) para um mesmo 
período do ano. 

 
 Os resultados obtidos, ao comparar as sequências sintéticas geradas pelo método 

estocástico de Markov com os dados fornecidos pela estação solarimétricas de Diamantina, 

foram satisfatórios, de maneira que o erro apresentado pelas comparações estatísticas é 

aceitável e está dentro de um padrão de variação, partindo do pressuposto que a base das 

Matrizes de Transição de Markov é um número aleatório. A Fig.  2.7 apresenta uma grande 

similaridade entre as sequências assim, pode‐se aceitar que ambas possuem, praticamente, um 

mesmo perfil de comportamento.  

 Para os modelos matemáticos de Perez et al. (1987, 1990) e Liu & Jordan (1960), que 

são decorrentes de fórmulas matemáticas como foi abordado nas seções anteriores, não há a 

geração de inúmeras sequências de dados e sim apenas uma estimativa de um valor fixo para a 

radiação solar global em média horária e mensal, respectivamente. Portanto, os valores 

calculados pelas fórmulas, nesse primeiro momento no plano horizontal, foram comparados 

com os dados da estação e nota‐se, através da Tab. 2.7, que apesar dos métodos serem distintos 

os resultados de ambos os modelos foram idênticos49. 

 

                                                             
49 Cabe salientar que há a necessidade de se realizarem mais testes e validações com os modelos de forma 
a compreender se o resultado encontrado, neste primeiro momento, é realmente um padrão e por que 
estes são semelhantes apesar de serem métodos diferentes.  



61 
 

Tabela 2.7 ‐ Radiação solar, em média horária, plano horizontal (kWh/m ²). 
Hora Estação  Diamantina Perez Liu & Jordan 

7 0,094 0,170 0,170 

8 0,197 0,309 0,309 

9 0,264 0,448 0,448 

10 0,451 0,566 0,566 

11 0,321 0,646 0,646 

12 0,521 0,675 0,675 

13 0,203 0,646 0,646 

14 0,097 0,566 0,566 

15 0,041 0,448 0,448 

16 0,027 0,309 0,309 

17 0,032 0,170 0,170 

MBE ‐ 0,246 0,246 

RMSE ‐ 0,282 0,282 

 
Nota‐se, da análise dos valores de radiação solar global, em plano horizontal, em médias 

horárias, apresentados na Tab. 2.7 que há uma variação entre os dados coletados em campo e 

os simulados sendo que estes tendem a sobrestimar em 0,246 (MBE) e apresentaram um valor 

de RMSE igual 0,282 mostrando a qualidade dessa comparação.  

No entanto, apesar de todos esses indicadores (MBE e RMSE) fornecerem uma boa forma 

de comparação entre modelos de estimativa de radiação solar, eles não indicam objetivamente 

se um modelo é satisfatório em termos estatísticos, ou seja, se dois modelos com resultados 

estatisticamente ruins em relação aos dados medidos forem comparados, o menos inadequado 

será escolhido, no entanto, pode ser que o menos inadequado ainda sim possua erros 

inadmissíveis para aplicação do modelo. Dessa forma, Stone (1993) propôs a utilização do 

método t‐estatístico (t de Student) para avaliar a eficácia de um modelo de estimativa da 

radiação solar individualmente, identificando se os resultados encontrados são estatisticamente 

significativos. A Eq. 2.3 mostra como se calcula essa figura de mérito. 

 

                              � = �
(���)����

�����������

�

�
                                                    (2.3) 

 
Similar aos outros modelos estatísticos apresentados, quanto menor o valor de �, melhor é 

o desempenho do modelo. Para determinar se os valores estimados pelo modelo são 

estatisticamente significativos é necessário determinar um valor crítico de � (obtido de tabelas), 

se � < ���í���� o modelo é estatisticamente significativo. Dessa forma, o método descrito foi 

aplicado nos modelos matemáticos MTM e Liu e Jordan para a estimativa da radiação solar 

global diária, em plano horizontal, para a cidade de Diamantina‐MG. Os valores de MBE, RMSE, 

MBE1, RMSE1, MBE2, RMSE2 e � foram calculados para cada modelo sendo que os resultados 

encontrados são apresentados na Tab. 2.8, onde o t‐crítico foi calculado com � − 1 graus de 



62 
 

liberdade (como o número de dados disponíveis é de 349, o grau de liberdade é 348)  para 

Diamantina e ambos para uma significância de  � = 0,001. 

 
Tabela 2.8 ‐ Valores de MBE, RMSE, MBE1, RMSE1, MBE2, RMSE2 e � calculados. 

Método de 
Avaliação 

Diamantina/MG 

MTM Liu & Jordan 

MBE ‐0,059 ‐0,643 

RMSE 1,850 1,788 

MBE1 0,331 0,278 

RMSE1 4,752 6,866 

MBE2 ‐0,012 ‐0,137 

RMSE2 0,395 0,381 

� 0,591 7,193 

���í���� 3,318 3,318 

 
Como é possível observar na Tab. 2.8, o método MTM apresentou � (0,591) <

���í���� (3,318) portanto, os resultados encontrados para esse modelo são estatisticamente 

significativos. Já o modelo de Liu & Jordan, para esse estudo, apresentou �(7,193) > ���í���� 

(3,318) e assim, para esse modelo, os resultados não são estatisticamente significativos. 

 
2.4. Considerações Finais Capítulo 2  

 
Neste capítulo foram apresentados modelos matemáticos que realizam a estimativa do 

recurso solar para qualquer localidade. Estes modelos são fundamentais para o correto 

dimensionamento de instalações solares seja um sistema fotovoltaico ou um sistema 

termosolar. Para o trabalho proposto nesta Tese, foram escolhidos os modelos propostos por 

Liu e Jordan (1960), Perez (1987, 1990) e Aguiar et al. (1988) sendo que estes métodos foram 

selecionados por se tratarem de modelos amplamente citados na literatura e utilizados em 

softwares de simulação / projeto de sistemas FVs e por terem apresentados bons resultados, ou 

seja, erros médios baixos.  

Estes modelos foram validados com dados de campo, de forma a se obter uma real noção 

de seu comportamento em condições tropicais, e implementados no software denominado de 

SunoUFMG, desenvolvido nesta Tese, cujo o objetivo principal é realizar a estimativa da 

produção de energia de um SFCR considerando as incertezas relevantes de forma a se obter uma 

ferramenta computacional para avaliar a viabilidade técnica de um projeto de sistema FV para 

qualquer localidade brasileira.    

No Capítulo 3 são apresentados, e validados, os modelos matemáticos para módulos 

fotovoltaicos, para diferentes tecnologias, dando continuidade a obtenção de um método para 

cálculo da estimativa da produção de energia de um sistema FV. 

 



63 
 

Capítulo 3 -  Modelos matemáticos para módulos fotovoltaicos 

  
3.1. Tipos de modelos matemáticos para módulos fotovoltaicos 

 
A previsão do comportamento da geração de um módulo FV ou gerador FV sob a incidência 

solar durante um intervalo de tempo é possível através de modelos numéricos / algébricos, 

analíticos e empíricos. Quanto aos modelos numéricos, duas dificuldades são encontradas pelos 

projetistas relacionadas aos dados de entrada para cálculo. Na primeira, os dados de 

temperatura e do recurso solar de um determinado local variam quando são consultadas 

distintas fontes bibliográficas conforme destacado por Guisan, Mermoud e Schaub (1992). Na 

segunda, a carência da caracterização de módulos FVs nas condições padrões de teste (em 

inglês, Standard Test Conditions ‐ STC50). Esse fato levou a utilização de módulos FVs com 

classificação inferior em diversos projetos de sistemas FVs, inclusive em um passado recente 

(Rindelhardt et al. (1997), Erge et al. (1998), Camani (1998) e Evans (1981)), introduzindo, assim, 

um grau de incerteza que até mesmo os modelos mais complexos não conseguem reduzir.  

Dessa forma, a engenharia de sistemas FVs, geralmente, prefere utilizar métodos algébricos 

que são simples51. Dentre esses modelos matemáticos, pode‐se tomar como exemplo, o circuito 

equivalente de um diodo (Desoto, Klein e Beckman (2006), Lorenzo et al. (1994) e Mermoud e 

Lejeune (2010)) que são bastante utilizados, inclusive na atualidade, pois parâmetros do circuito 

equivalente são estimados com eficácia, ou seja, as resistências série (Rs) e paralela (shunt, Rp), 

a corrente de saturação reversa, a corrente fotogerada e o fator de idealidade do diodo. Além 

desse modelo, também podem ser utilizados aqueles que realizam a translação das condições 

padrões STC para qualquer condição de operação (radiação solar e temperatura) como o modelo 

de Aproximação do Ponto de Máxima Potência (Approximate maximum power point – AMPP, 

em inglês) sugerido por Araujo e Sanchez (1982) e seus métodos derivados. Esses métodos, 

denominados de Variação do Fator de Preenchimento (Fill Factor – FF, em inglês) utilizam os 

valores para resistência série e FF como constantes, além dos modelos proposto por Dows e 

Gough (1995)52 que se aplicam para as previsões. Todos esses métodos são largamente 

utilizados. 

                                                             
50 Caracterização dos parâmetros elétricos de um módulo FV através de um simulador solar sob condições 
de irradiância solar à 1000 W/m², distribuição espectral com Massa de Ar igual 1,5 (“Air Mass” – AM) e 
temperatura da célula solar à 25 oC.  
51 Esses métodos assumem que as células solares contidas nos módulos FVs são idênticas. 
52 Desenvolveram o método PVUSA (“Photovoltaics for Utility Systems Applications”) o qual o parâmetro 
temperatura não é utilizado para realização de correlações com dados medidos em campo. 
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Krenzinger (2001), apresentou um modelo baseado no circuito equivalente de um diodo, 

demonstrando ser possível determinar cinco parâmetros (resistência série, resistência paralela, 

corrente de saturação reversa, corrente fotogerada e fator de idealidade do diodo) a partir dos 

pontos de curto‐circuito, máxima potência e circuito aberto. Um modelo de translação de 

parâmetros elétricos, térmicos e ópticos (Photovoltaic Array Perfomance Model ‐ SNL Model) é 

apresentado por King et al. (2007), tendo sido validado com uma série de dados operacionais de 

séries históricas (monitorados e coletados em campo por 12 anos). Marion et al. (2004) 

utilizaram uma técnica de interpolação bilinear para desenvolvimento de modelo de translação 

de parâmetros e Alonso‐Abella e Chenlo (2004) apresentaram uma proposta de modelo de 

produção de energia de SFCR baseado em dados de campo e as perdas envolvidas. 

O desenvolvimento de um modelo de cinco parâmetros e sua validação é apresentado em 

Desoto, Klein e Beckman (2006). Este método foi concebido para diferentes tipos de tecnologias 

(ex: silício monocristalino, silício policristalino e filme‐fino), a comprovação de sua eficiência foi 

realizada por comparações com o modelo desenvolvido por King et al. (2007), mostrando que 

esse método é mais simples (por necessitar de poucos dados de entradas) e seus resultados são 

similares ao modelo comparado.  

Os principais modelos de previsão de produção de energia para SFV´s utilizados na Europa, 

tais como: Matrix, MotherPV (Meteorological, Optical and Thermal Histories for Energy Rating 

in Photovoltaics), On-Line Yearly Yield Simulator e SSE (Site Specific Energy Rating), são 

analisados e comparados por Williams et al. (2006) para diferentes localidades e tecnologias, de 

forma a avaliar as incertezas envolvidas e a precisão dos modelos em suas previsões. Fuentes et 

al. (2007) relataram aplicações, comparações e validações (por meio de dados coletados em 

campo) de métodos algébricos clássicos fazendo uso de um modelo empírico por eles 

desenvolvido para módulos FVs de silício mono e policristalino, tendo chegado a resultados de 

precisão e simplicidade iguais ou até melhores aos métodos tradicionais. 

Atualmente, a utilização de diversas técnicas como inteligência artificial (redes neurais 

artificiais) e processos estocásticos (ex: cadeias de Markov) são utilizadas de forma a melhorar 

a precisão na previsão da produção de energia nos geradores e sistemas FVs. Almocid et al. 

(2009), comparam métodos clássicos, através de dados coletados em campo de diversos SFCR´s 

localizados na Universidade de Jaén (Espanha), com modelo empírico desenvolvido para 

módulos FVs de silício mono, policristalino e filme fino, utilizando redes neurais para sua 

validação. Sulaiman et al. (2009), desenvolveram modelo empírico para diferentes tecnologias 

e localidades, utilizando técnica de rede neural para correlacionar os parâmetros de radiação 

solar, temperatura ambiente, índice de claridade e massa de ar. Strobel et al. (2009), relatam 

três modelos que utilizam rede neurais, cada um com três entradas diferentes (variando 
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parâmetros tais como: temperatura célula, radiação solar, temperatura ambiente e velocidade 

do vento).  

Melhorias no modelo clássico de um diodo foram propostas por Mermoud e Lejeune 

(2010), além de sugestões de modificações para previsões através das tecnologias de silício 

amorfo e Telureto de Cádmio (CdTe). A utilização de séries temporais para estimativa de 

produção de energia em longo prazo (modelo ARMA ‐ autoregressive moving average model) é 

apresentada por Strobel et al. (2009) em modelo desenvolvido pelos autores. Simon et al. 

(2012), avaliaram e compararam quatro métodos tendo concluído que os melhores modelos, 

com melhor precisão para condições tropicais, são os de um diodo e o modelo empírico baseado 

em parâmetros meteorológicos e características elétricas do módulo fotovoltaico.  

Após o estudo e análise dos diversos modelos matemáticos para módulos fotovoltaicos 

existentes foram selecionados, para o desenvolvimento deste trabalho, os modelos propostos 

por DeSoto, Klein e Beckmann (2006), Lorenzo et al. (1994) e Mermoud e Lejeune (2010). Cabe 

salientar que estes métodos foram escolhidos, de mesma forma que os modelos selecionados 

no Capítulo 2, por se tratarem de modelos amplamente citados na literatura e utilizados em 

softwares de simulação. Todos são embasados no circuito equivalente de um diodo e são 

utilizados para diversas tecnologias de módulos fotovoltaicos.  

 

3.2. Implementação e validação dos modelos matemáticos propostos por De Soto, Lorenzo 

e Mermoud 

 
Nesta seção, é apresentada a implementação computacional dos modelos matemáticos 

para módulos fotovoltaicos selecionados, e suas validações, de forma a determinar as 

características elétricas de diferentes tecnologias sob condições operacionais distintas. Utilizou‐

se o software MATLAB® R2013a e PhP, para a implementação dos algoritmos dos modelos 

matemáticos propostos por DeSoto, Klein e Beckmann (2006), Lorenzo et al. (1994) e Mermoud 

e Lejeune (2010). 

Os modelos matemáticos implementados permitem obter os parâmetros elétricos de um 

módulo fotovoltaico, corrente de curto‐circuito (Isc), tensão de circuito aberto (Voc), corrente 

de máxima potência (Imp), tensão de máxima potência (Vmp) e ponto de máxima potência 

(Pmp) para qualquer condição de operação, ou seja, irradiância e temperatura da célula. A 

validação dos modelos e o cálculo de seus erros médios foram realizados utilizando medições 

realizadas em bancada de testes do Grupo de Estudos e Desenvolvimento de Alternativas 

Energéticas (GEDAE) da Universidade Federal do Pará (UFPA), para quatro tecnologias de 

módulos fotovoltaicos (silício monocristalino (m‐Si), silício policristalino (p‐Si), Telureto de 
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cádmio‐índio (CdTe) e seleneto de cobre‐índio e gálio (CIS / CIGS)) sob condições operacionais 

distintas. 

 
3.2.1. Circuito Equivalente e Curva Característica I-V de uma Célula e Módulo Fotovoltaico 

(Modelo de 1 Diodo) 
 

 
Quando uma célula fotovoltaica é exposta a radiação solar, e conectada a uma carga, uma 

corrente elétrica e uma diferença de potencial são produzidas em seus terminais decorrentes 

do efeito fotovoltaico. A célula fotovoltaica pode ser representada por um circuito equivalente 

que representará a variação da corrente (I) com a tensão (V) em seus terminais, conforme 

mostra a Fig. 3.1. 

 

 
 

Figura 3.1 ‐ Circuito equivalente de uma célula fotovoltaica (modelo de 1 diodo). 

 
De acordo com o circuito equivalente apresentado na Fig. 3.1 o funcionamento intrínseco 

da célula fotovoltaica pode ser representado pela Eq. 3.1. 

 

                               � = �� − �� ∙ ���� �
(� + � ∙ ��)
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onde: ��: Corrente fotogerada (A), na irradiância medida Gmedida, proporcional a irradiância; 

��: Corrente reversa de saturação do diodo (A), varia exponencialmente com a temperatura; V: 

Tensão nos terminais da célula ou módulo fotovoltaico (V); Vt: é a Tensão “térmica” que 

depende53 da temperatura da célula (T�), e é calculado utilizando a constante de Bolztman (k, 

1,381 x 10‐23 J/K) e a carga elétrica (q, 1,602 x 10‐19 coulomb) : V� =
k ∙ T�

q� ; m: Fator de 

idealidade do diodo modificado que depende do número de células em série (Ns) e do fator de 

idealidade do diodo (n):  � = Ns . n, (que varia entre 1 a 2 por junção); ��: Resistência em série 

da célula, que varia de 0 a Rs máximo; ���: Resistência shunt ou paralela da célula, inversa a 

inclinação próxima a Isc; 

                                                             
53 Vt só depende de Tc, uma vez que K e q são constantes. 
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 Para uma dada condição, como por exemplo a condição STC, de irradiância (W/m2) e 

temperatura (oC) é possível obter os parâmetros elétricos da célula/módulo fotovoltaico e 

estabelecer a relação corrente x tensão (I x V), juntamente com a curva de potência (P x V), 

conforme exemplifica a Fig. 3.2.  

 

 

 

Figura 3.2 ‐ Curva característica I‐V (azul) e curva de potência P‐V (verde) para o módulo 
Fotovoltaico (m‐Si) do fabricante Aleo, modelo S19G240, para as condições padrão de teste 
(STC). 

 

3.2.2. Modelo Matemático de Lorenzo para módulo fotovoltaico  
 
O modelo matemático proposto por Lorenzo et al. (1994) permite obter a curva 

característica I‐V, para qualquer condição de operação, para um módulo fotovoltaico 

monocristalino/policristalino. Um módulo fotovoltaico é constituído por um conjunto de células 

fotovoltaicas associadas eletricamente entre si por meio de conexões em série e paralelo.  

Normalmente as células fotovoltaicas que compõem um módulo FV não são idênticas, o 

que torna os cálculos mais complexos, sendo assim, o modelo considera os seguintes critérios 

para simular o comportamento elétrico do módulo fotovoltaico:  

 
(a) os efeitos da resistência em paralelo (��� �� ��) são desprezíveis;  

(b) a corrente fotogerada (��) e a corrente de curto circuito (���) são iguais; 

(c) exp�
���.��

��
� > 1 para quaisquer condições de operação;  

(d) todas as células fotovoltaicas do módulo FV são idênticas e operam em um mesmo nível 

de irradiância e temperatura de célula (Tc);  

(e) as quedas de tensão nos condutores e nas interconexões das células fotovoltaicas são 

desprezíveis. 
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De acordo com Lorenzo et al. (1994), essas considerações levam a erros relativamente 

baixos para simular o comportamento elétrico dos módulos fotovoltaicos de silício cristalino (Si‐

m e p‐Si), que são, na atualidade, as tecnologias mais utilizadas com 93% do mercado 

fotovoltaico (Fraunhofer‐ISE, 2016). 

 
3.2.3. Modelo Matemático de De Soto para módulo fotovoltaico  

 
Ao contrário do modelo apresentado anteriormente, o modelo matemático proposto por 

De Soto, Klein e Beckman (2006), denominado modelo de cinco parâmetros, pode ser aplicado 

para diversas tecnologias de módulos fotovoltaicos (Si‐c, Si‐p, CIS e CdTe). Este método utiliza 

uma equação semelhante a Eq. 3.1 para representar o circuito equivalente da célula fotovoltaica 

como mostra a Eq. 3.2. 

                   � = �� − �� ∙ ���� �
(���∙��)

�
� − 1� −

(���∙��)

���
                                                 (3.2) 

 
Onde: a é o fator de idealidade do diodo modificado [a = (n.k.Tc.Ns) /q]. 
 

Cabe salientar que os 5 parâmetros do modelo DeSoto são obtidos através de medições da 

corrente e tensão de um módulo FV na condição padrão, STC (parâmetros fornecidos pelos 

fabricantes, ou seja, Voc, Isc e Pmáx) e por métodos matemáticos interativos (ex: método de 

Newton‐Raphon).    

 
3.2.4. Modelo Matemático de Mermoud para módulo fotovoltaico  

 
O modelo desenvolvido por Mermoud e Lejeune (2010) também pode ser aplicado a uma 

variedade de tecnologias de módulos fotovoltaicos (Si‐m, Si‐p, Si‐a, CIS / CIGS, CdTe) sendo que 

sua equação, de forma a representar o circuito equivalente de uma célula fotovoltaica, é 

semelhante a adotada no modelo de cinco parâmetros proposta por Desoto. Todavia, é 

acrescido nessa equação um termo denominado como corrente de recombinação (����), que 

possui como finalidade, modelar as perdas que ocorrem nas junções P‐Ns das células solares 

conforme é apresentado pela Eq. 3.3.  

  

                                   � = �� + ���� − �� ∙ ���� �
(���∙��)

�
� − 1� −

(���∙��)

���
                         (3.3) 

 

  
Enquanto o modelo de cinco parâmetros proposto por Desoto é de grande assertividade 

para determinar os parâmetros elétricos dos módulos cristalinos, este é deficiente para 

descrever os parâmetros de tensão de circuito aberto (Voc) e tensão de máxima potência (Vmp) 
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para tecnologias tais como a CdTe, a‐Si (silício amorfo) e CIS, devido as perdas ocorridas nas 

junções existentes nos módulos FVs.  

Para solucionar esse problema, Mermoud e Lejeune (2010) se embassaram em Merten et 

al. (1998) os quais iseriram na equação a corrente de recombinação (����) capaz de representar 

as perdas ocorridas nas camadas e junções de uma célula solar conforme apresenta a Eq. 3.4. 

  

                                                  ���� = �� ×
��

�

[����� × (��� − (� − � × ��))]
                               (3.4) 

 

 
onde: ��

�: Espessura da �‐camada de recombinação (na ordem de 0,3 ��); ���: Diferença de 
potêncial intrínseca e constante nas junções, 0,9V por junção (ex: tripla junção 2,7 V); �����: 

Comprimento da efetiva difusão do portador de carga (μnτn ou μpτp); Este termo (�����) é 

representado pela Eq. 3.5.  
 

                                                           ����� = 2 ×
���� × �� ��

���� + �� ��
                                                      (3.5) 

 

 
Além disso, Mermoud e Lejeune (2010) sugeriram algumas alterações em relação ao 

modelo proposto por DeSoto, ou seja, adotaram o valor da resistência shunt de acordo com a 

Eq. 3.6.  

 

                                          ��� = ��������� + ����(0) − ���������� × �
����

���
�

�
����

�
         (3.6) 

 

Onde: Gref é a irradiância para curva I‐V de referência (em STC). 
 

Sendo que, o valor do fator exponencial ���
���

 para módulos FVs de  diferentes tecnologias são 

dados de acordo com a Tab. 3.1.            
                         
 

Tabela 3.1 ‐ Valores da resistência shunt exponencial. Fonte: adaptado Strobel (2009). 
Tecnologia ���

���
 

CdTe 2,0 
Microcristalino 3,0 

Outras Tecnologias 5,5 

 

3.3.  Validação dos Modelos com dados provenientes da Bancada de Testes do Grupo de 

Estudos e Desenvolvimento de Alternativas Energéticas (GEDAE) da Universidade Federal do 

Pará (UFPA) 

 

Para validar os modelos descritos anteriormente, foram realizadas coleta de dados, em 

diferentes tecnologias de módulos fotovoltaicos (m‐Si, p‐Si, CIS e CdTe), sob condições de 

operação distintas, em uma bancada de teste localizada no Grupo de Estudos e 

Desenvolvimento de Alternativas Energéticas (GEDAE) da Universidade Federal do Pará (UFPA). 
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A Fig. 3.3 mostra a área de testes dos módulos fotovoltaicos do GEDAE/UFPA e a Tab. 3.2 mostra 

os dados de placa, em STC, para cada um dos módulos fotovoltaicos utilizados para a validação 

dos modelos de Lorenzo, DeSoto e Mermoud. 

 

  
Figura 3.3 – Área de testes para diferentes tecnologias de módulos fotovoltaicos no GEDAE / 
UFPA. 

Tabela 3.2 ‐ Especificações elétricas dos módulos FVs utilizados para as condições STC. 
Parâmetros Elétricos 

 
 

Aleo Solar 
S19G240 

Solar World  
SW 235 

Würth Solar 
WSG36070 

First Solar® FS 
Series 3™ 

Máxima Potência (Pmp) 240 Wp 235 Wp 70 Wp 80 Wp 

 

Tensão de Máxima 
Potência (Vmp) 

29,7 V 30 V 33 V 48,5 V 

 

Corrente de Máxima 
Potência (Imp) 

8,09 A 7,85 A 2,2 A 1,65 A 

 

Tensão de Circuito Aberto 
(Voc) 

37,2 V 37 V 42,3 V 60,8 V 

 

Corrente de Curto-Circuito 
(Isc) 

8,6 A 8,35 A 2,4 A 1,88 A 

 

Coeficiente de temperatura 

() 
3,45 mA/C 2,84 mA/C ‐0,29 %mA/0C ‐0,25% mA/0C 

 

Coeficiente de temperatura 

() 
‐0,115 V/C ‐0,125 V/C 0,05 %V / 0C 0,04 % V/ 0C 

 

Número de células em série 60 60 N/A N/A 

  

Tipo de Tecnologia m‐Si p‐Si CIS CdTe 

         

A Fig. 3.3 apresenta o campo de testes utilizado para validação dos três modelos. Esse 

sistema tem capacidade de coletar dados, simultaneamente, de 14 tecnologias de módulos 

fotovoltaicos, e realiza medições dos parâmetros elétricos (Voc, Vmp, Imp, Isc e Pmp) para cada 

módulo fotovoltaico. Além disso, para a coleta da temperatura de célula há um sensor do tipo 

Pt100 anexado na parte posterior de cada um dos módulos FV´s e quatro sensores de irradiância 

solar tipo célula fotovoltaica. Dois, desses quatro, um monocristalino e um policristalino, medem 

a irradiância solar enquanto os outros dois sensores, um monocristalino e um policristalino, 
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medem o albedo. A Fig. 3.4 mostra um dos sensores Pt100 e uma das células fotovoltaicas, 

policristalina, para coleta da irradiância solar e temperatura de célula respectivamente. 

 

  
Figura 3.4 – Sensor de temperatura Pt100 e célula fotovoltaica Si‐ppara coleta da irradiância 
solar global e temperatura de célula respectivamente. 

 
         A medição dos dados é realizada por uma placa de aquisição que possui os sensores 

de corrente e tensão além de uma carga eletrônica responsável pelo levantamento das curvas 

I‐V. A Fig. 3.5 mostra como é realizado, diagrama esquemático, esse levantamento. 

 

 
Figura 3.5 – Diagrama esquemático para o levantamento das curvas IxV de um módulo 

FV. 
 

Os dados para a validação dos modelos, foram coletados de minuto a minuto, durante cinco 

dias para diferentes condições meteorólogicas (irradiância e temperatura de célula) entre os 

horários de 6 horas da manhã até às 19 horas da noite, e enviados para um datalogger, para 

armazenamento dos mesmos. Esses dois dispositivos, além de uma fonte para energizar todo 

sistema de aquisição, estão alocados dentro de um quadro que possui a finalidade de proteger 

esses dispositivos de elementos externos, além de manter organizados os equipamentos. A Fig. 

3.6 mostra os dispositivos eletrônicos organizados no interior do quadro. 
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Figura 3.6 – Quadro com fonte de alimentação / placa de aquisição de dados (seta azul) e carga 
eletrônica / datalogger (seta vermelha). 

        

Cada quadro realiza a coleta dos parâmetros elétricos de dois módulos FVs, 

simultaneamente, pois possui duas placas de aquisição de dados e dois dataloggers. Para a 

comunicação externa o datalloger é conectado a um Data Center que está presente no servidor 

do laboratório. Esse Data Center realiza a comunicação dos dataloggers com os computadores 

através da intranet. Esse equipamento possui um ambiente virtual no qual é possível configurar 

via protocolo FTP (File Transfer Protocol) um servidor de dados para envio dos dados contidos 

no datalogger. A Fig. 3.7 apresenta o diagrama ilustrativo do sistema descrito. 

 

 
Figura 3.7 – Diagrama ilustrativo do sistema (módulos FVs, sensores, placa de aquisição de 
dados, carga eletrônica, datalogger, transmissão dos dados). 
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 Após a coleta dos dados foi realizado o tratamento estatístico utilizando os indicadores 

MBE e RMSE como uma forma inicial de se avaliar os resultados gerados (simulações) pelos três 

modelos implementados em relação aos dados operacionais. A Tab. 3.3 mostra os resultados, 

para a tecnologia de módulo FV m‐Si, para os modelos (a) Lorenzo; (b) Mermoud e Lejeune e (c) 

DeSoto. 

 
Tabela 3.3 ‐ Resultados para a tecnologia de módulo FV m‐Si, para os modelos  
(a) Lorenzo; (b) Mermoud e Lejeune e (c) DeSoto, após tratamento estatístico. 

 
 

Como é possível observar na Tab. 3.3, o modelo proposto por Lorenzo apresentou o 

resultado mais elevado, em termos de qualidade (indicador %RMSE), para todos os parâmetros 

elétricos do módulo FV monocristalino avaliado sendo que os modelos de DeSoto e Mermoud e 

Lejeune, para este indicador, apresentaram resultados praticamente iguais e de muito boa 

qualidade (erros %RMSE menores que 1%).  

Em relação ao indicador %MBE, o modelo de Lorenzo também apresentou resultados 

piores para a grande maioria dos parâmetros elétricos, porém, para a tensão de máxima 

potência o seu %MBE apresentou um melhor resultado, ‐0,03%, em comparação aos outros 

modelos, ou seja, %MBE igual 4,59% para o modelo Mermoud e Lejeune e 4,27% para o modelo 

DeSoto.  A Tab. 3.4 mostra os resultados, para a tecnologia de módulo FV p‐Si, para os modelos 

(a) Lorenzo; (b) Mermoud e Lejeune e (c) DeSoto. 

 

Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%)

Voc (V) 37,20 0,32 0,87 0,43 1,16

Isc (A) 8,64 ‐0,04 ‐0,41 0,13 1,54

Vmp (V) 29,70 ‐0,01 ‐0,03 1,08 3,63

Imp (A) 8,09 ‐0,15 ‐1,86 0,17 2,14

Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%)

Voc (V) 37,20 0,04 0,12 0,01 0,03

Isc (A) 8,64 ‐0,02 ‐0,33 0,001 0,02

Vmp (V) 29,70 1,36 4,59 0,03 0,11

Imp (A) 8,09 ‐0,02 0,25 0,001 0,01

Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%)

Voc (V) 37,20 ‐0,05 0,14 0,010 0,02

Isc (A) 8,64 ‐0,02 ‐0,33 0,001 0,02

Vmp (V) 29,70 1,27 4,27 0,03 0,11

Imp (A) 8,09 ‐0,02 0,25 0,001 0,01

 Modelo DeSoto - Silício monocristalino (c)

 Modelo Lorenzo - Silício monocristalino (a)

 Modelo Mermoud & Lejeune - Silício monocristalino (b)
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Tabela 3.4 ‐ Resultados para a tecnologia de módulo FV p‐Si, para os modelos  
(a) Lorenzo; (b) Mermoud e Lejeune e (c) DeSoto, após tratamento estatístico. 

Modelo Lorenzo - Silício Policristalino (a) 

Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%) 

Voc (V) 37,00 ‐0,63 2,35 0,64 2,39 

Isc (A) 8,35 ‐0,02 ‐0,25 0,09 1,06 

Vmp (V) 30,00 0,62 2,08 1,11 3,72 

Imp (A) 7,85 ‐0,10 ‐1,28 0,12 1,49 

  

 Modelo Mermoud & Lejeune - Silício Policristalino (b) 

Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%) 

Voc (V) 37,00 ‐0,34 0,93 0,01 0,03 

Isc (A) 8,35 ‐0,04 0,57 0,001 0,01 

Vmp (V) 30,00 0,79 2,68 0,01 0,06 

Imp (A) 7,85 ‐0,02 ‐0,30 0,009 0,01 

  

 Modelo DeSoto - Silício Policristalino (c) 

Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%) 

Voc (V) 37,00 0,11 0,30 0,008 0,02 

Isc (A) 8,35 ‐0,04 ‐0,57 0,001 0,01 

Vmp (V) 30,00 0,58 1,95 0,01 0,05 

Imp (A) 7,85 ‐0,02 0,32 0,0009 0,01 

 
De acordo com a Tab. 3.4, e da mesma forma que ocorreu na tecnologia de silício 

monocristalino, o modelo proposto por Lorenzo apresentou o pior resultado, em termos de 

qualidade (indicador %RMSE), para todos os parâmetros elétricos do módulo FV policristalino 

avaliado sendo que os modelos de DeSoto e de Mermoud e Lejeune, para este indicador, 

apresentaram resultados praticamente iguais e de muito boa qualidade (erros %RMSE menores 

que 1%). Em relação ao indicador %MBE, o modelo Desoto apresentou resultados melhores em 

comparação com os demais modelos, portanto, para a tecnologia de módulos fotovoltaicos de 

silício policristalino, este modelo foi o mais apropriado. A Tab. 3.5 mostra os resultados para as 

tecnologias dos módulos FVs, CdTe e CIS, para os modelos (a) / (c) Mermoud e Lejeune e (b) / 

(d) DeSoto, respectivamente. 
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Tabela 3.5 ‐ Resultados para as tecnologias de módulos FVs CdTE e CIS para os 
modelos (a) / (c) Mermoud e Lejeune e (b) / (d) DeSoto, após tratamento estatístico. 

 
 

De acordo com a Tab. 3.5, o modelo proposto por DeSoto apresentou o pior resultado, em 

termos de qualidade (indicador %RMSE) e em relação ao modelo de Mermoud e Lejeune, tanto 

para o módulo FV de tecnologia CdTe quanto para a tecnologia CIS porém, ambos os modelos, 

para este indicador, apresentaram resultados de muito boa qualidade (erros %RMSE menores 

que 1%).  

Em relação ao indicador %MBE, o modelo Desoto também apresentou resultados piores 

em comparação com o modelo Mermoud e Lejeune, portanto, para a tecnologia de módulos 

fotovoltaicos de CdTe e CIS, este modelo foi o mais apropriado sendo que, de uma forma geral, 

o modelo de Mermoud e DeSoto apresentaram resultados satisfatórios e comprovam que 

podem ser aplicados para diversas tecnologias de módulos fotovoltaicos e, consequentemente, 

implementados na ferramenta computacional, SunoUFMG, para a estimativa da produção de 

energia de um SFCR.  

 
3.4. Considerações Finais Capítulo 3  

 
Neste capítulo foram apresentados modelos matemáticos que realizam a estimativa da 

geração de um módulo FV ou gerador FV para diferentes tecnologias. Para o trabalho desta Tese, 

foram escolhidos os modelos matemáticos propostos por DeSoto, Klein e Beckman (2006), 

Lorenzo et al. (1994) e Mermoud e Lejeune (2010) sendo que estes métodos foram selecionados 

por se tratarem de modelos amplamente citados na literatura, utilizados em softwares de 

simulação / projeto de sistemas FVs e por abrangerem uma grande variedade de tecnologias.  

Estes modelos foram validados e comparados, utilizando figuras de mérito estáticos (MBE 

e RMSE), com dados de campo, provenientes de uma bancada de testes localizada no grupo 

Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%) Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%)

Voc (V) 42,30 ‐0,65 ‐1,55 0,02 0,05 Voc (V) 42,30 3,57 8,45 0,06 0,15

Isc (A) 2,40 ‐0,05 ‐2,10 0,001 0,04 Isc (A) 2,40 0,05 2,10 0,001 0,04

Vmp (V) 33,0 ‐0,46 ‐1,41 0,03 0,11 Vmp (V) 33,0 3,46 10,50 0,07 0,21

Imp (A) 2,12 ‐0,16 7,74 0,003 0,15 Imp (A) 2,12 0,16 7,74 0,003 0,15

Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%) Parâmetros Catálogo MBE MBE (%) RMSE RMSE (%)

Voc (V) 60,80 ‐0,37 ‐0,61 0,05 0,09 Voc (V) 60,80 ‐5,90 ‐9,71 0,100 0,17

Isc (A) 1,88 ‐0,02 ‐1,12 0,0005 0,03 Isc (A) 1,88 ‐0,02 1,12 0,0005 0,03

Vmp (V) 48,50 ‐1,19 ‐2,45 0,05 0,10 Vmp (V) 48,50 ‐6,03 ‐12,43 0,11 0,22

Imp (A) 1,65 ‐0,03 2,39 0,0008 0,04 Imp (A) 1,65 ‐0,02 1,50 0,0006 0,003

 Modelo DeSoto - CIS (b)

 Modelo Mermoud & Lejeune - CdTe (c)  Modelo DeSoto - CdTe (d)

 Modelo Mermoud & Lejeune - CIS (a)
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GEDAE – UFPA em Belém, para diferentes tecnologias de módulos FV´s (Si‐m, Si‐p, CdTe e CIS) e 

situações de irradiância e temperatura de célula.  Os resultados encontrados foram bons, com 

erros médios baixos, principalmente, para os modelos de DeSoto e Mermoud e Lejeune.  Porém, 

foi adotado no SunoUFMG o modelo de Mermoud e Lejeune devido ao fato deste método ter 

apresentado erros médios mais baixos e abranger mais tecnologias de módulos FVs.  

No próximo capítulo, Capítulo 4, serão apresentados, e validados, os modelos matemáticos 

de eficiência para a conversão energética c.c./c.a. em conversores estáticos (inversores) dando 

continuidade a obtenção de um método para cálculo da estimativa da produção de energia de 

um sistema FV. 
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Capítulo 4 - Modelos matemáticos de eficiência para a conversão energética c.c./c.a. 
em inversores fotovoltaicos 

 

4.1. Tipo de modelos matemáticos de eficiência para inversores fotovoltaicos 

 
Os métodos e modelos matemáticos utilizados para realizar a previsão da produção de 

energia em SFCRs utilizam, além dos modelos de estimativa do recurso solar e módulos FVs / 

geradores FVs (ambos descritos nos Capítulos 2 e 3), também os modelos de eficiência da 

conversão energética c.c./c.a para conversores estáticos ou inversores. É importante destacar 

que, a grande maioria desses métodos, também são inseridos os parâmetros de perdas e 

incertezas, conforme apresentados no Capítulo 1, sendo que no Capítulo 5 será apresentada 

uma metodologia para quantificação total das incertezas que envolvem todo o processo de 

estimativa.  

Nesta seção, serão apresentados os principais modelos matemáticos para a realização, 

eficiente, da conversão energética c.c. / c.a. em conversores estáticos ou inversores para SFCRs. 

Segundo a norma IEC 61683 (1999), a eficiência de conversão energética c.c./c.a. de um inversor 

é definida como a razão entre a energia elétrica na saída do inversor (entregue a rede elétrica, 

em c.a.) e a energia elétrica na entrada do inversor (convertida no gerador FV, em c.c.). 

A eficiência de conversão c.c./c.a. depende, principalmente, da potência relativa do 

inversor, ou seja, da potência de operação (ou potência de carregamento), em um dado 

instante, em relação à sua potência nominal. A tensão c.c. de entrada também afeta sua 

eficiência c.c/c.a., embora, muitas vezes, desconsiderada nos modelos matemáticos mais 

simples que representam o comportamento elétrico do inversor.  

O comprometimento da eficiência de conversão c.c/c.a. com a variação da temperatura é 

um outro parâmetro existente, porém, a complexidade do modelo matemático aumenta, sendo 

assim, muitos autores desconsideram esse efeito em sua modelagem conforme destaca 

Rampinelli (2010). Portanto, os modelos matemáticos para a eficiência de conversão energética 

c.c/c.a. em inversores FVs, geralmente, determinam a eficiência de conversão c.c/c.a. utilizando 

parâmetros associados às diferentes perdas elétricas que decorrem do processo de conversão.  

Keating et al. (1991), propuseram um modelo para a eficiência baseado em circuito 

equivalente, consistindo em um inversor ideal, uma resistência série, representando as quedas 

ôhmicas, e uma resistência paralela, representando seu auto‐consumo54. 

                                                             
54 O modelo também pode ser estendido para cargas reativas considerando a potência aparente e 
incluindo um fator que possua um valor próximo da unidade exceto para fatores de potência muito baixos 
e também representa perdas adicionais devidas a elevadas correntes reativas internas. 
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Um modelo matemático simples e aplicável a todos os inversores comerciais foi 

desenvolvido por Jantsch et al. (1992). O modelo considera que a energia perdida na conversão 

c.c/c.a. pode ser representada por um polinômio de segundo grau, onde três coeficientes, que 

devem ser obtidos experimentalmente, estão associados às diferentes origens de perdas 

elétricas dos inversores, ou seja, esse método considera a eficiência apenas como função da 

potência. King et al. (2007), propuseram um modelo matemático empírico que necessita da 

determinação de uma série de coeficientes de desempenho experimentais para descrever a 

eficiência energética de inversores utilizados em SFCRs, que é muito utilizado atualmente.  

Rampinelli (2010), propuseram a modificação do modelo desenvolvido por Jantsch et al. 

(1992) incluindo, na equação de eficiência do método, coeficientes que dependem da tensão, 

justificada pela constatação de que a eficiência de conversão energética c.c. / c.a. do inversor 

varia com a tensão c.c. de entrada e, portanto, o modelo matemático que representa a curva de 

eficiência de conversão do inversor deve considerar essa dependência55.  

O modelo sugerido por Rampinelli (2010)56 foi inserido em um software de simulação 

computacional denominado de PVConect57 e validado através de ensaios realizados em sete 

diferentes inversores conectados a SFCR´s, apresentando resultados coerentes e adequados. 

Após o estudo e a análise dos modelos matemáticos para a eficiência de conversão 

energética c.c. / c.a. para inversores fotovoltaicos, foram selecionados, para o desenvolvimento 

deste trabalho, os modelos propostos por Jantsch et al. (1992) e King et al. (2007). Nas próximas 

seções serão descritos cada um desses modelos, suas diferenças além de suas validações.   

 
4.2. Modelos de Jatsch e King 

 
Neste trabalho, foram estudados dois modelos matemáticos para a eficiência de conversão 

energética c.c./c.a. em inversores para SFCRs amplamente citados na literatura, Macêdo (2006); 

Figueiredo (2012) e Rampinelli (2010), e utilizados, ou seja, os modelos propostos por Jantsch 

et al. (1992) e King et al. (2007). Essses são métodos de fácil execução, pois são embasados em 

dados disponibilizados em catálogos dos fabricantes de inversores e também podem utilizar 

dados de campo de conversores estáticos que estão operando em SFCRs.   

                                                             
55 Aplicável, apenas, para inversores cuja a eficiência diminui com o aumento da tensão. 
56 O autor destaca, que os catálogos de inversores produzidos na Europa para conexão à rede comumente 
apresentam a eficiência máxima e a eficiência européia que é definida a partir de um modelo simples de 
ponderação da eficiência do inversor para diferentes potências. De maneira similar, o Programa de 
Energia Solar da Comissão Californiana de Energia (CEC) e Programa de Brasileiro de Etiquetagem (PBE) 
também possuem uma eficiência ponderada denominada de eficiência californiana e eficiência brasileira 
respectivamente, mas com diferentes ponderações. 
57 Desenvolvido pelo Laboratório de Energia Solar da Universidade Federal do Rio Grande do Sul (UFRGS). 
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Ambos os métodos foram implementados no software MATLAB® R2013a e PhP e validados, 

através de dados de catálogos de fabricantes e dados operacionais (sobre condições climáticas 

distintas) fornecidos pelo Grupo de Estudos e Desenvolvimento de Alternativas Energéticas 

(GEDAE) da Universidade Federal do Pará (UFPA), para o inversor do fabricante Xantrex modelo 

GT2.8‐NA‐240/208 UL‐05 com potência nominal de 2,8 kW acoplado a um SFCR descrito por 

Cavalcante (2012) e Macedo et al. (2012). Nas próximas seções, são apresentados os modelos 

citados, sua validação e análise dos resultados, através de indicadores estatísticos, ou seja, os 

erros médios MBE e RMSE. 

 
4.2.1. Modelo King / Sandia   

 
O modelo matemático para a eficiência de conversão energética c.c./c.a. em inversores 

fotovoltaicos proposto por King et al. (2007), também denominado de modelo Sandia58, é um 

modelo empírico e possui uma boa precisão nos resultados além de uma boa versatilidade, 

tendo sido aplicado com sucesso em sistemas fotovoltaicos de pequeno e grande porte. 

O modelo consiste em uma expressão que relaciona potência de saída c.a. do inversor em 

função da potência e tensão de entrada no barramento c.c., sendo estas as duas únicas variáveis 

necessárias para a estimativa do comportamento da eficácia de conversão para um inversor. 

Para a obtenção da eficiência de conversão de um inversor o modelo de King pode ser 

utilizado de três maneiras: Na primeira, obtém‐se os parâmetros necessários através de ensaios 

em laboratório que, sob condições controladas, é aplicado ao inversor carga e tensão, em pontos 

específicos, de forma que se percorra todo a extensão das variáveis de entrada, e assim se possa 

obter, de forma mais precisa, a estimativa dos parâmetros.  

Esse método é utilizado pela Comissão Californiana de Energia (2001), Californian Energy 

Commission – CEC, em inglês, para a realização da certificação de inversores no mercado norte 

americano. A segunda, consiste na utilização direta dos dados fornecidos pelos catálogos dos 

fabricantes (datasheet´s) de inversores e, a partir deles, independente da tensão de entrada, a 

obtenção de um modelo simplificado.  

A terceira maneira, a estimativa dos parâmetros é realizada a partir de dados obtidos “em 

campo”, ou seja, a partir da observação do comportamento do inversor, dependente da tensão 

de entrada, em um sistema fotovoltaico em operação.  

O processo aqui proposto obtém os parâmetros relacionados à tensão de entrada 

analisando‐se apenas a curva de rendimento diária do sistema, que inevitavelmente apresenta 

variações nos valores de eficiência associados às curvas diárias de potência e de tensão de 

                                                             
58 Pois foi desenvolvido no Laboratório Nacional Sandia (Sandia National Laboratories ‐ SNL) / EUA. 
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entrada, uma vez que os painéis fotovoltaicos e o inversor estão submetidos a condições de 

operação distintas ao longo do dia e do ano e, portanto, as pequenas variações destas condições 

são suficientes para que delas se extraiam informações paramétricas necessárias para o modelo 

de King.  

Neste trabalho, foram utilizados os procedimentos provindos de dados fornecidos pelos 

catálogos dos fabricantes (datasheet´s), segundo método, e a partir de dados obtidos “em 

campo”, terceiro método, de inversores acoplados a sistema fotovoltaico59. 

  
4.2.1.1. Descrição do modelo de King 

 
 O modelo de King é descrito pela expressão de potência c.a. conforme apresenta a Eq. 

4.160 e a mesma é complementada pela Eq. 4.2, Eq. 4.3 e Eq. 4.461. 

 

                                         ��� = ��
����

���
� − � ∗ (� − �)� ∗ (��� − �) + � ∗ (��� − �)�   (4.1) 

                                            � = ���� ∗ {1 + �� ∗ (��� − ����)}                          (4.2) 

                                                       � = ��� ∗ {1 + �� ∗ (��� − ����)}                            (4.3) 

                                                      � = �� ∗ {1 + �� ∗ (��� − ����)}                             (4.4) 

 
Onde: Pac = potência de saída do inversor; Pdc = potência de entrada do inversor; Pac0 = 

potência de saída nominal; Pdc0 = potência de entrada para que o inversor forneça potência 

nominal na saída; Ps0 = consumo próprio ou potência mínima para início de operação do 

inversor; Vdc0 = tensão nominal; Vdc = tensão de entrada. 

 

 A Eq. 4.1 permite a utilização de um modelo que contemple as variações de tensão de 

entrada Vdc através dos parâmetros empíricos C1, C2 e C3, mas permite também, a simplificação 

da modelagem ao se atribuir a estes parâmetros valores nulos, sem prejuízo na estrutura geral 

do modelo, conforme mostram Eq. 4.5, Eq. 4.6 e Eq. 4.7.  

 

                                                                        � = ����               (4.5) 

                                                                       � = ���                                  (4.6) 

                                                                      � = ��                                           (4.7) 

              

                                                             
59 O processo laboratorial, por ser mais complexo, e depender de instrumentação e infra‐estrutura 

específica, não foi aplicado neste trabalho. 

60 Parâmetros obtidos, facilmente, de forma experimental. 
61 Refletem as condições de operação. 
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4.2.2. Modelo de Jantsch 

 
O modelo denominado de Jantsch et al. (1992) propõe o cálculo das perdas do inversor em 

função da sua potência de saída, não levando em consideração outras variações possíveis de 

ocorrer, ou seja, o modelo considera as perdas como uma função de segundo grau e busca 

relacionar os termos de cada ordem com as perdas reais presentes nos inversores, a Eq. 4.8 

mostra as perdas normalizadas com relação à potência nominal do inversor (P0
Inv) utilizadas no 

modelo. 

 
                       ������� = ��� − ������ =  �� + �� ∗ ������ + �� ∗ ������

�                   (4.8) 

 

Onde: K0 são as perdas de autoconsumo, que não dependem da potência de saída; K1 são 

as perdas lineares com a potência de saída tais como: quedas de tensão nos dispositivos 

semicondutores, diodos e chaves IGBT’s; K2 são as perdas quadráticas com a potência de saída, 

ou seja, as perdas ôhmicas; PFV é a potência de entrada do inversor; Psaída é a potência de 

saída do inversor. 

 

Reorganizando algebricamente a Eq. 4.8 em função das potências de entrada (PFV) 

e saída do inversor, obtém‐se a Eq. 4.9.      

                                  

                           ���  =
������

����
=   ������ + (�0 + �1 ∗ ������ + �2 ∗ ������

2 )           (4.9) 

              

Onde:  ηinv é a eficiência do inversor.                                                                                                                         

 

É necessário ressaltar que todos os valores de potência, Psaída, PFV e Pperda, são normalizados 

tendo o valor de potência nominal de saída (Pn) como base, de forma que o modelo opera com 

valores em p.u. e, posteriormente, converte‐se os valores para grandezas no sistema 

internacional (SI). 

Tendo o conhecimento dos parâmetros k0, k1 e k2, pode‐se então estabelecer as perdas para 

toda a faixa de operação do inversor, bem como a eficiência de conversão. Esses parâmetros 

característicos são definidos pela Eq. 4.10, Eq. 4.11 e Eq. 4.12.  
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 Nas equações, Eq. 4.10, Eq. 4.11 e Eq. 4.12, os termos ηinv1, η inv0,5 e η inv0,1 se referem as 

eficiências instantâneas para o inversor operando com 100 %, 50% e 10% de potência nominal 

de saída, respectivamente. Tais valores podem ser obtidos muitas vezes através das curvas de 

eficiência dos catálogos (datasheet) dos próprios fabricantes de inversores ou, através de 

medições “em campo”, porém deve‐se levar em conta que, a princípio, há uma limitação do 

modelo, pois este método não leva em consideração outras variações da curva de eficiência, tais 

como a variação de tensão de entrada. 

  
4.3. Validação dos modelos Jantsch e King e análise dos resultados para inversor Xantrex 
GT2.8-NA-240/208 UL-05 
 

 
Para a validação dos modelos, foram utilizados dados de campo, fornecidos pelo GEDAE / 

UFPA, de um sistema fotovoltaico (FDI62 = 0,83) com potência instalada de 3,36 kWp, e inversor 

2,8 kW do fabricante Xantrex modelo GT2.8‐NA‐240/208 UL‐05. Cabe salientar que maiores 

detalhes sobre a configuração do SFCR utilizado podem ser encontrados em Cavalcante (2012) 

e Macêdo et al. (2012). 

Foram utilizados dados de medição de 06:00 hrs, no começo da manhã, até o fim da tarde, 

18:00 hrs, para os meses de novembro e dezembro de 2013 e janeiro e fevereiro 2014. Os dados 

utilizados para a validação dos modelos foram: potência de entrada do inversor (Pcc), potência 

de saída do inversor (Pca), eficiência (η) e a tensão no barramento c.c. (Vcc). Também foram 

utilizados dados do catálogo e da curva de eficiência do inversor Xantrex modelo GT2. 8‐NA‐

240/208 UL‐05 conforme apresenta a Fig. 4.1 (a). A Fig. 4.1 (b) mostra o SFCR utilizado para 

realizar as validações.  

 

                                                             
62 Fator de dimensionamento do inversor (relaciona a potência nominal do inversor com a potência de 
pico do gedador FV). 
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Figura 4.1 (a) – Curvas de eficiência para o inversor Xantrex GT2.8‐NA‐240/208 UL‐05 (Fonte: 
adaptado catálogo técnico Xantrex). 

 

Figura 4.1 (b) –SFCR utilizado para realizar as validações dos modelos. 

 
4.3.1. Validação do modelo Jantsch 

 
Para a validação do modelo de Jantsch, os pontos utilizados para o inversor Xantrex foram 

retirados da curva de 240/195VDC do gráfico de eficiência apresentado na Fig. 4.1, onde os 

pontos são os seguintes: N100 = 94%, N50 = 95% e N10 = 89%. 

Tendo os valores dos três pontos de eficiência, os coeficientes k0, k1 e k2 foram calculados 

e alguns dados de medições de campo foram utilizados para gerar valores simulados para 

comparação e validação. Considerando que os bancos de dados utilizados possuem medições 

de potência de entrada e de potência de saída, a validação pode ser realizada substituindo os 

valores medidos de potência de saída diretamente na Eq. 4.9.  
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Como toda modelagem, é necessário realizar uma análise de erros médios, MBE e RMSE, 

em relação aos dados simulados com os dados reais (operacionais). Uma vez conhecida a forma 

de se calcular os erros médios, foi proposto calculá‐los seguindo o procedimento abaixo: 

 
‐ Os erros médios foram calculados para três faixas específicas da potência de saída, (0 a 

25%, 25% a 75% e 75% a 100%) e também um erro médio total para toda a faixa; 

‐ Foram calculados erros de estimativa da eficiência de conversão, potência de saída e suas 

perdas (K0, K1 e K2); 

‐ Foram calculados os erros médios RMSE e MBE para os dois modelos (Jantsch e King) 

considerando as diferentes metodologias propostas para cada um dos modelos; 

‐Os erros foram referidos em sua forma percentual, relativas à grandeza de catálogo do 

inversor. 

 
4.3.1.1. Análise dos Resultados 

 
 Os erros médios encontrados para o modelo de Jantsch, utilizando dados de catálogo, 

são apresentados na Tab. 4.1. 

 
Tabela 4.1 –Erros médios obtidos através de dados de catálogo para o modelo de Jantsch. 

Modelo de Jantsch Metodologia por Catálogo 

Faixa de potência 0-25% 
25%-
75% 75%-100% 0-100% 

Potência 
saída 

RMSE 2,20 5,55 3,10 4,64 

MBE ‐0,82 4,56 1,27 3,05 

RMSE% 0,08% 0,20% 0,11% 0,17% 

MBE% ‐0,03% 0,16% 0,05% 0,11% 

Eficiência 
RMSE% 0,10% 0,45% 1,73% 1,12% 

MBE% ‐0,04% 0,37% ‐0,14% 0,15% 

 

Como é possível observar na Tab. 4.1 os valores encontrados para RMSE%, para todas as 

faixas de potência de saída, mostram como o modelo de Jantsch se aproximou dos dados 

fornecidos pelo catálogo do fabricante Xantrex modelo GT2.8‐NA‐240/208 UL‐05 apresentando 

uma boa qualidade. A mesma afirmação é válida para RMSE% em relação à eficiência.  

Em respeito ao indicador MBE%, na potência de saída de 0‐25%, o resultado encontrado 

mostra que o modelo tende, “ligeiramente”, a subestimar o dado de catálogo, ou seja, ‐0,03%, 

porém, nas demais potências de saída, os erros absolutos encontrados são “levemente”, 

sobrestimados. Os MBE´s para eficiência variam à medida que a faixa de potência de saída é 

incrementada sendo que nas faixas de 0‐25% e 75%‐100% os valores encontrados, 

“ligeiramente”, subestimam os dados de catálogo e o contrário ocorre para as faixas 25%‐75% 
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e 0‐100%. De qualquer forma, tanto as raízes dos erros médios quadráticos (RMSE) como os 

erros absolutos (MBE) apresentaram resultados com muito boa qualidade em relação aos dados 

de catálogo. Os resultados dos erros médios utilizando dados de medição em campo para o 

modelo de Jantsch são apresentados na Tab. 4.2.  

 
Tabela 4.2 – Erros médios obtidos através de dados de campo para o modelo de Jantsch. 

Modelo de Jantsch 
Metodologia dados de campo 

Faixa de potência 0-25% 25%-75% 75%-100% 0-100% 

Potência saída 

RMSE 3,88 3,78 2,72 3,42 

MBE ‐3,19 ‐2,92 ‐2,00 ‐2,58 

RMSE% 0,14% 0,14% 0,10% 0,12% 

MBE% ‐0,11% ‐0,10% ‐0,07% ‐0,09% 

Eficiência 
RMSE% 0,17% 0,28% 1,65% 1,04% 

MBE% ‐0,14% ‐0,21% ‐0,83% ‐0,45% 

 
Como é possível observar na Tab. 4.2, os valores encontrados para RMSE%, para todas as 

faixas de potência de saída, mostram como o modelo de Jantsch se aproximou dos dados de 

campo apresentando uma boa qualidade (semelhantes aos resultados apresentados na Tab. 

4.1). A mesma afirmação é válida para o parâmetro RMSE% em relação a eficiência.  

Em relação ao indicador MBE%, para todas as faixas de potência de saída e eficiência, os 

resultados encontrados mostram que o modelo de Jantsch possui uma tendência a subestimar 

os dados de campo. De qualquer forma, tanto as raízes dos erros médios quadráticos (RMSE) 

como os erros absolutos (MBE), apresentaram resultados com muito boa qualidade em relação 

aos dados de campo.  

 A Tab. 4.3 mostra o desempenho do modelo de Jantsch comparando os resultados dos 

erros médios apresentados na Tab. 4.1 e Tab. 4.2, ou seja, na utilização de dados de catálogo e 

de campo. 
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Tabela 4.3 – Comparação entre os erros médios com dados de campo e de catálogo para o 
modelo de Jantsch.  

Modelo de Jantsch 
Dados de catálogo / campo   

Faixa de potência 0-25% 25%-75% 75%-100% 0-100% 

Potência 
saída 

RMSE % 
Catálogo 0,08% 0,20% 0,11% 0,17% 

RMSE% 
Campo 0,14% 0,14% 0,10% 0,12% 

MBE % 
Catálogo ‐0,03% 0,16% 0,05% 0,11% 

MBE% 
Campo ‐0,11% ‐0,10% ‐0,07% ‐0,09% 

Eficiência 

RMSE% 
Campo 0,17% 0,28% 1,65% 1,04% 

RMSE % 
Catálogo 0,10% 0,45% 1,73% 1,12% 

MBE% 
Campo ‐0,14% ‐0,21% ‐0,83% ‐0,45% 

MBE % 
Catálogo ‐0,04% 0,37% ‐0,14% 0,15% 

     

De acordo com a Tab. 4.3, os valores RMSE% para as faixas de potências de saída tanto para 

os dados de catálogo quanto para os de campo, são muito próximos tendo pequenas variações 

para as diferentes faixas, ou seja, 0,06% (0‐25% e 25%‐75%); 0,01% (75%‐100%) e 0,05% (0‐

100%). Os indicadores MBE% da potência de saída na faixa (0‐25%), e como já foi comentado, 

apresentaram resultados subestimados e a diferença entre o MBE%catálogo com o MBE%campo é 

muito pequena (0,08%). Para as demais faixas, o MBE%catálogo sobrestima e o MBE%campo 

subestima os dados sendo as diferenças de 0,26% (25%‐75%); 0,12%(75%‐100%) e finalmente, 

0,2% (0‐100%).  Já para a eficiência, as figuras de mérito RMSE%catálogo e RMSE%campo 

demonstraram boa qualidade e pequenas variações para as diferentes faixas, ou seja, 0,07% (0‐

25%); 0,17% (25%‐75%); 0,08% (75%‐100%) e 0,08% (0‐100%). Em relação aos indicadores 

MBE%catálogo e MBE%campo apesar desse último subestimar os dados, como já mencionado, para 

todas as faixas a diferença em comparação ao MBE%catálogo são também pequenas sendo de 

0,10% (0‐25%); 0,58% (25%‐75%); 0,69% (75%‐100%) e 0,6% (0‐100%).  

Finalmente, como foi possível constatar, os resultados apresentados, na Tab. 4.1, Tab. 4.2 

e Tab. 4.3, mostraram a boa qualidade do modelo de Jantsch para a representação de um 

modelo de eficiência de conversão energética para o inversor do fabricante Xantrex modelo GT 

2.8kW. A Fig. 4.2 mostra as curvas de eficiência para o modelo de Jantsch embasadas no catálogo 

do fabricante (datasheet, curva preta) e nas medições em campo (curva vermelha) e a curva real 

do inversor em operação (em verde). 
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Figura 4.2 – Curvas de eficiência para o modelo de Jantsch embasadas no catálogo do fabricante 
(datasheet, curva preta) e nas medições em campo (curva vermelha) e a curva real do inversor 
em operação (em verde). 

     

A Fig. 4.2 mostra que a curva de eficiência preta (datasheet) apresenta valores maiores de 

eficiência do inversor, em relação aos dados embasados em medições de campo (curva 

vermelha), desde o início da faixa de potência de saída, aproximadamente em 0,05 p.u., e 

permanece até cerca de 0,65 p.u. Cabe salientar que a curva de eficiência real do inversor em 

operação (em verde) está entre os limites dos dados de catálogo e medidos que foram utilizados 

no modelo de Jantsch. Após o valor de 0,65 p.u., até 1 p.u., as três curvas de eficiência 

praticamente se igualam.   

Como é possível observar na Fig. 4.2, as curvas de eficiências demonstraram bons 

resultados, boa equivalência e pequenas variações em seus valores (como já mencionado), para 

o modelo de Jantsch de forma que este método representa um bom modelo de eficiência de 

conversão energética para o inversor do fabricante Xantrex modelo GT 2.8 kW. 
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4.3.2. Validação do modelo de King 

Para a validação do modelo de King, por ser um modelo que exige mais parâmetros do que 

o modelo de Jantsch, foi utilizado um algoritmo de otimização (algoritmo genético de evolução 

diferencial de uso geral, proposto por Goldberg (1989) e Ramirez (2014) de forma a facilitar a 

estimativa de todos os parâmetros necessários para a utilização do modelo. Cabe salientar que 

se o algoritmo for bem utilizado esse tende a fornecer um modelo mais ajustado com os dados 

com os quais se faz a validação, apresentando valores de erros médios mais baixos em relação 

ao método analítico apresentado anteriormente, o que justifica a sua utilização nas situações 

em que tais métodos não possam ser aplicados. 

 

4.4. Algoritmo de otimização (algoritmo genético de evolução diferencial) 

 
Como descrito anteriormente, neste trabalho foi utilizado o algoritmo genético de evolução 

diferencial de uso geral, proposto por Goldberg e Ramirez. Este algoritmo gera, inicialmente, um 

conjunto (denominado de “população”) de soluções (denominado de “indivíduos”), cada uma 

delas com um dado agrupamento de parâmetros determinados aleatoriamente. Tais 

parâmetros são os seis que definem por completo o modelo King, ou seja, Pdc0, Ps0, C0, C1, C2 

e C3 (estes, por sua vez, compõem um vetor individual de solução x). Gerada a população inicial, 

o algoritmo executa a avaliação de cada indivíduo, o que neste trabalho consiste em calcular os 

erros médios RMSE do modelo e selecionar o indivíduo que apresente valor mínimo de erro. A 

seguir os indivíduos são comparados e a partir desta análise é gerada uma nova população, ou 

seja, uma nova geração de dados, que conterá indivíduos gerados (denominados de “filhos”) a 

partir da combinação dos melhores indivíduos da geração anterior (denominados de “pais”). Tal 

combinação, é feita a partir de “vetores diferença” entre os “pais”, e é esta abordagem vetorial 

que confere ao algoritmo de evolução diferencial uma vantagem em relação a outros algoritmos 

evolutivos. 
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A análise da nova geração é realizada da mesma forma, ou seja, elegendo sempre os 

modelos que apresentaram menor erro em relação aos dados de validação, e combinando‐os 

de forma a criar um refinamento sucessivo da solução a cada geração. O critério de interrupção 

do algoritmo escolhido foi embasado no número máximo de gerações, que pode ser 

estabelecido ao se analisar o comportamento da convergência durante algumas execuções de 

teste, conforme mostra a Fig. 4.3, que apresenta, a cada geração, o erro médio RMSE obtido 

pelo melhor indivíduo desta mesma geração.  

 Figura 4.3 – Execução do algoritmo de evolução diferencial aplicado ao modelo de inversor. 

 

O algoritmo utilizado apresenta uma estrutura básica com grande adaptabilidade que pode 

ser aproveitada em diversos problemas de otimização, bastando apenas definir alguns poucos 

parâmetros de execução, como coeficientes de probabilidade de recombinação, procedimentos 

de mutação e reflexão, escala dos vetores‐diferença, número de indivíduos da população e 

critérios de interrupção. Esta simplicidade é outra grande vantagem deste algoritmo. 

As regiões factíveis, ou seja, os intervalos de valores que servem como limites máximos e 

mínimos para os parâmetros dos indivíduos foram determinados a partir dos resultados obtidos 

nos métodos analíticos utilizados anteriormente, o que aumenta a garantia de rápida 

convergência para as regiões de valor mínimo, onde se encontra o resultado ótimo da função 

de erro médio RMSE. 

O algoritmo proposto tende a fornecer um modelo extremamente ajustado aos dados com 

os quais se faz a validação, apresentando valores de erro mais baixos que os métodos analíticos 
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apresentados anteriormente, o que justifica a sua utilização nas situações em que tais métodos 

não possam ser aplicados, ou ainda, a otimização pode ser aplicada de forma complementar a 

esses métodos, dependendo das necessidades e das informações disponíveis para quem realiza 

a modelagem. 

Desta forma, a função objetivo do processo de otimização é o valor de erro médio RMSE 

apresentado pelo modelo em relação aos dados de validação, e que deverá, portanto, ser 

minimizada conforme mostra a Eq. 4.17. 

 

                                                                  x* = arg  min  ξ(x)                                             (4.17) 
 
onde: ξ (x) é o erro médio RMSE do modelo com o conjunto de parâmetros x. 

               
4.4.1.Análise dos Resultados 

 
A Tab. 4.4 mostra os resultados das comparações das diferentes metodologias (dados de 

catálogo, dados de campo e otimização), aplicadas ao modelo de King, através dos resultados 

dos erros médios RMSE e MBE.  

 
Tabela 4.4 – Erros médios para as três metodologias utilizando o modelo de King. 

Modelo King 
Metodologias 

Catálogo Campo Otimização 

Potência de saída 
RMSE%  0,22 % 0,10 % 0,06 % 

MBE %  ‐0,17 % ‐0,06 % 0,00 % 

Eficiência 
RMSE %   1,15 % 1,07 % 0,33 % 

MBE %  ‐0,70 % ‐0,40 % ‐0,02 % 

 
Como é possível observar na Tab. 4.4, para a potência de saída, o indicador RMSE% 

apresentou um bom desempenho e boa qualidade para as três metodologias além de pequenas 

variações entre eles, ou seja, os dados de catálogo, apresentou uma diferença de 0,12% em 

relação aos dados de campo e 0,16% com a otimização. Já para a eficiência, os erros médios 

RMSE% encontrados estão próximos a 1% (dados de catálogo e campo) e com a otimização, 

houve uma melhora dos resultados da ordem de 0,78%, em média, mostrando que a aplicação 

desse método melhora a qualidade do modelo.  

Em relação aos erros médios absolutos, MBE % para a potência de saída, tanto para os 

dados de catálogos quanto para os de campo, esses apresentaram resultados subestimados 

sendo que os dados de campo, apresentaram um resultado melhor (‐0,06%), porém, com uma 
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pequena diferença, 0,11%, em relação aos dados de catálogo. Com a aplicação da técnica de 

otimização os dados não apresentaram sobrestimação ou subestimação.  

Em relação à eficiência, os MBE´s, também subestimaram esse parâmetro sendo que os 

dados de campo apresentaram um resultado melhor (‐0,40%), porém, com uma pequena 

diferença, 0,30%, em relação aos dados de catálogo. Da mesma forma que o MBE% para 

potência de saída, a utilização do algoritmo de otimização melhorou bastante o resultado, em 

média 0,55%, diminuindo a subestimação dos dados. A Fig. 4.4 mostra os erros relativos para as 

três metodologias, utilizando os dados de catálogos e de campo, em relação aos dados de 

validação. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 4.4 ‐ Erros relativos das metodologias utilizando dados de catálogos e de campo 
em relação aos dados de validação. 

 
Como podem ser observados na Fig. 4.4, os erros relativos das metodologias utilizando 

dados de catálogos e de campo em relação aos dados de validação variam aproximadamente 

entre 0,4 % à ‐ 0,4 % sendo que os erros relativos aos dados de catálogo tendem a subestimar a 

medida que a potência de saída aumenta, porém, a partir de cerca de 0,75 p.u. o modelo tende 

a sobreestimar. Já o modelo embasado em medições em campo varia aproximadamente, em 

média, entre as faixas ‐0,1 à +0,1 apresentando assim um melhor resultado. A Fig. 4.5 mostra as 

curvas de eficiência para o modelo de King embasadas no catálogo do fabricante Xantrex modelo 

GT 2,8kW (datasheet, curva vermelha) e nas medições em campo (curva preta) e a curva real do 

inversor em operação (em verde). 
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Figura 4.5 – Curvas de eficiência resultantes da aplicação do modelo de King. 

 
A Fig. 4.5 mostra que as curvas de eficiência vermelha (catálogo) e preta (medições em 

campo) apresentaram valores praticamente iguais em toda a faixa de operação da potência de 

saída do inversor, com exceção entre 0,1 p.u. à 0,5 p.u., onde apesar da distinção entre as curvas 

os valores são muito próximos. Cabe salientar que os dados de operação do inversor (curva 

verde), praticamente, são iguais à curva preta quando se utiliza o modelo de King.  

Como pode‐se observar na Fig. 4.5, a curva de eficiência demonstra bom resultado, boa 

equivalência e pequenas variações em seus valores (como já mencionado), mostrando a boa 

qualidade do modelo de King para a representação de um modelo de eficiência de conversão 

energética para o inversor do fabricante Xantrex modelo GT 2.8 kW.  
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4.5. Comparação dos resultados para os Modelos King e Jantsch 

 
A comparação dos erros médios obtidos para os modelos de Jantsch e de King 

utilizando dados de catálogos e campo é apresentada na Tab. 4.5. 

 
        Tabela 4.5 – Erros médios para as 3 metodologias utilizando os modelos de King e Jantsch. 

Modelos King e Jantsch 
Metodologias 

Catálogo ∆catálogo Campo ∆campo 

Potência de saída 

RMSE%King  0,22 % 
0,05% 

0,10 % 
0,02% 

RMSE% Jantsch 0,17 % 0,12 % 

MBE % King  ‐0,17 % 
0,28% 

‐0,06 % 
0,03% 

 MBE % Jantsch 0,11 % ‐0,09 % 

Eficiência 

RMSE % King  1,15 % 
0,07% 

1,07 % 
0,03% 

RMSE% Jantsch 1,12 % 1,04 % 

MBE % King  ‐0,70 % 0,85% ‐0,40 %  

 MBE % Jantsch 0,15 %  ‐0,45 % 0,05% 

 

De acordo com a Tab.  4.5, é possível notar que, para a potência de saída e também 

eficiência (através do indicador RMSE%) o modelo de Jantsch apresentou melhores resultados, 

em comparação com o modelo de King, quando são utilizados dados de catálogo.  Porém, a 

diferença (∆catálogo) numérica entre os resultados para a raiz do erro médio quadrático é muito 

pequena entre os modelos, ou seja, 0,05% (para potência de saída) e 0,07% (para a eficiência). 

 Em relação aos dados de campo, o modelo de King apresentou melhores resultados (para 

a potência de saída) sendo a diferença ∆campo um valor igual a 0,02% porém, para a eficiência, o 

modelo Jantsch foi “ligeramente” melhor. Entretanto, a diferença ∆campo é igual a 0,03%, ou seja, 

foi muito baixa. Portanto, e como já foi explicitado anteriormente, ambos os modelos 

apresentaram uma boa qualidade em seus resultados, erros médios, sendo muito similares 

assim, ambos os modelos representam bem o inversor do fabricante Xantrex modelo GT 2,8 kW.  

A respeito do indicador MBE% para a potência de saída na Tab. 4.5, o modelo de King tende 

a subestimar (‐0,17%) enquanto que o modelo de Jantsch tende a sobrestimar (0,11%) para 

dados de catálogo sendo que o ∆catálogo é igual a 0,28 %, ou seja, uma pequena variação no 

resultado final. Para os dados de campo, ambos os modelos subestimaram, mas como nos dados 

de catálogo, ∆campo apresentou um resultado muito baixo (0,03%) entre os modelos.  
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Em relação ao MBE% para a eficiência com dados de catálogo, o modelo King possui uma 

tendência de subestimar (‐0,70%) ao contrário do modelo Jantsch o qual sua perspectiva é de 

sobrestimar (0,15%) sendo que o ∆catálogo entre os modelos foi de 0,85%.  

Em respeito a eficiência com os dados de campo, novamente, ambos os modelos tendem a 

subestimarem, porém, ∆campo entre os modelos é muito baixa, portanto, o resultado alcançado 

é praticamente similar entre os dois modelos neste quesito. 

 
4.6.  Considerações Finais - Capítulo 4  

 
Neste capítulo foram apresentados modelos matemáticos de eficiência para a conversão 

energética c.c./c.a. em inversores fotovoltaicos. Para o trabalho desta Tese, foram escolhidos os 

modelos propostos por Jantsch et al.  (1992) e King et al. (2007), sendo que estes métodos foram 

selecionados por se tratarem de modelos amplamente citados na literatura, utilizados em 

softwares de simulação / projeto de sistemas FVs.  

Estes modelos foram validados e comparados, utilizando figuras de mérito estáticos (MBE 

e RMSE), com dados de campo e catálogo, e os resultados encontrados foram adequeados a 

proposta, apresentando erros médios aceitáveis.  

 Um método de otimização (Goldberg (1989) e Ramirez (2014)) foi proposto de forma a 

proporcionar um modelo extremamente ajustado aos dados com os quais se faz a validação, 

apresentando valores de erro menores que os métodos analíticos apresentados, o que justifica 

a sua utilização nas situações em que tais métodos não possam ser aplicados, ou ainda, a 

otimização pode ser aplicada de forma complementar a esses métodos, dependendo das 

necessidades e das informações disponíveis para quem realiza a modelagem. 

Finalmente, devido a simplicidade de implementação do método proposto por Jantsch et 

al. (1992) este modelo foi implementado no software SunoUFMG. No próximo capítulo, serão 

apresentados, e validados, a metodologia de propagação / combinação das incertezas e o 

método de probabilidade de excedência de forma a finalizar o processo para a estimativa de 

energia gerada por uma usina solar fotovoltaica (UFV). 
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Capítulo 5 - Metodologia de Propagação / Combinação de Incertezas e Método de 
Probalidade de Excedência  

 
A estimativa correta da geração de energia produzida por um sistema fotovoltaico é 

fundamental para o investidor discernir a respeito dos riscos financeiros relacionados ao 

empreendimento e obter um melhor retorno econômico / financeiro.  

Entretanto, realizar tal tarefa não é trivial, pois a geração é influenciada por diferentes tipos 

de incertezas que são introduzidas por cada elemento no processo de modelagem matemática, 

como já destacado nos capítulos anteriores, tais como: a variabilidade do recurso solar, 

eficiência / rendimento dos componentes que compõem o sistema (ex: módulos e inversores 

FVs), diversos tipos de perdas (ex: ôhmicas, poeira/sujeira, desacoplamento (mismatching), etc), 

incertezas contidas na instrumentação utilizada bem como na medição realizada e nos modelos 

matemáticos (ex: modelos para módulos  e inversores FVs, transposição de plano, etc) utilizados 

para a realização de simulações computacionais  de forma a realizarem a estimativa da geração 

de energia em uma planta fotovoltaica.  

Todos estes parâmetros citados, são exemplos de elementos que constituem fontes de 

incerteza63 e que devem ser considerados em todo o fluxo energético de um sistema 

fotovoltaico conectado à rede elétrica (SFCR) conforme mostra a Fig. 5.1. 

 

 
 

Figura 5.1 ‐ Fluxo de energia em um sistema fotovoltaico. Fonte: adaptado Richter et al. 
(2015). 

 

                                                             
63 As incertezas neste capítulo serão tratadas como desvio padrão (σ). 
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De acordo com a Fig. 5.1, o fluxo de energia em um SFCR apresenta as principais etapas de 

conversão da energia dentro do sistema onde uma limitada, porém, selecionada coleção de 

parâmetros são medidos e calculados sendo que cada um destes estão relacionados a um 

determinado tipo de incerteza. 

Assim, de forma a entender qual a confiança que deve ser depositada nas estimativas da 

energia gerada por uma usina FV, e para identificar como melhorar a precisão dos modelos e 

reduzir as incertezas e também os riscos no investimento do projeto, é necessário quantificar as 

incertezas introduzidas por cada modelo / parâmetro sendo que na atualidade, pode‐se 

encontrar diversos métodos na literatura que realizam a quantificação da propagação de 

incertezas dentro do processo de estimativa de energia gerada por uma planta solar 

fotovoltaica. 

Hansen, Pohl e Jordan (2013) propuseram um método de análise das incertezas e 

sensibilidade para o processo de modelagem da estimativa de energia para sistemas 

fotovoltaicos. Para a validação da metodologia os autores utilizaram dois pequenos sistemas 

FVs, cada um composto por um único módulo FV de diferente tecnologia (c‐Si e CdTe), que foram 

instalados em duas cidades norte‐americanas (Albuquerque ‐ NM e Golden ‐ CO).  

Os autores consideraram que a saída energética de um sistema FV é prevista por uma 

seqüência de modelos e que as incertezas na saída, de cada modelo, pode ser quantificada por 

distribuições empíricas dos resíduos gerados por cada modelo. Essas distribuições foram 

amostradas, de forma a se propagar as incertezas através da seqüência de modelos, para obter 

uma distribuição empírica global para os sistemas FVs considerados.  

Os resultados encontrados para a incerteza na produção diária de energia dos sistemas 

fotovoltaicos foram relativamente pequenos, ou seja, 1% para a energia gerada. Para a 

estimativa do recurso solar os autores testaram quatro modelos, porém, constataram que não 

houve, praticamente, alteração nos resultados encontrados. No entanto, foi observado que 

estes modelos resultaram em incertezas, da ordem de 5%, que impactam a energia diária 

produzida o que se traduz diretamente em uma diferença na energia prevista. 

Já os resultados encontrados pela análise de sensibilidade realizada pelos autores, a qual 

relaciona às incertezas encontradas nas saídas dos sistemas FV´s utilizados com as incertezas 

decorrentes de cada modelo, verificou‐se que os resíduos resultantes dos modelos de irradiação 

contribuem, de forma predominante, nos resíduos de geração de energia diária, para as duas 

tecnologias e localizações consideradas nos estudos.  Portanto, esta análise indica que os 

esforços para reduzir as incertezas em um sistema fotovoltaico devem‐se concentrar em 

melhorias nos modelos de estimativa da radiação solar. 
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Stein, Perez e Parkins (2010) se embassaram no método denominado de Regressão “passo 

a passo64” (Stepwise Regression, em inglês) para testar a aleatoriedade/peso de resíduos 

gerados por dados oriundos de imagens de satélites e dados coletados em campo por estações 

solarimétricas e analisaram / compararam o impacto da utilização destes dados em diferentes 

modelos matemáticos para a estimativa de geração de energia de um sistema FV.  A Fig. 5.2 

apresenta fluxograma de aplicação do método Stepwise Regression. 

 

 

Figura 5.2 – Fluxograma de aplicação do método Stepwise Regression. Fonte: Adaptado 

Stein, Perez e Parkins (2010). 

 
Os principais resultados encontrados pelos autores podem ser resumidos da seguinte 

forma: 

 
‐ Os modelos para a estimativa de geração de energia de um sistema FV apresentaram 

melhores resultados quando executados por dados de solo (estação solarimétricas); 

 ‐ Para as estimativas a longo prazo, no entanto, os modelos que utilizam dados de imagens 

de satélites, onde os erros para esta situação são menores, apresentaram bons resultados; 

‐ Em base horária, os desvios padrões para os resíduos dos modelos de estimativa foram 

três vezes maiores para dados de imagens de satélite comparados aos dados de solo.  

                                                             
64 O método pode ser aplicado aos resíduos para identificar e classificar as variáveis de simulação, na 
ordem de sua contribuição na variância dos resíduos, sendo que o mesmo é embasado em séries de 
regressões lineares. 
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‐ Para os erros absolutos médios (MBE), não houve diferenciação entre os resultados 

encontrados, portanto, tal situação sugere que dados originados de imagens de satélites podem 

ser utilizados para a realização de estimativas de energia em projetos de sistemas FVs.  

‐ Séries históricas de dados de satélites (que contem a variabilidade anual do recurso solar) 

devem ser utilizadas, quando disponíveis, em conjunto com dados de solo (ex: dados TMY65) de 

forma a melhorar as estimativas. 

Thevenard e Pelland (2013) realizaram simulações estatísticas, utilizando uma variante do 

método de Monte Carlo denominado de método Latin Hypercube Sampling  (LHS) contido no 

módulo estatístico do software SAM / NREL66, de forma a combinar / quantificar as diversas 

incertezas descritas no Capítulo 1. As simulações foram embasadas em uma usina solar 

fotovoltaica de 10 MW localizada em Toronto, Canada. 

A partir deste caso base, primeiramente, os autores quantificaram as incertezas associadas 

ao primeiro ano de operação da usina e, consequentemente, as incertezas associadas com a 

estimativa do sistema, para um período de 20 anos, levando em consideração o envelhecimento 

e a disponibilidade do sistema. Os autores constataram que a incerteza combinada (em termos 

de desvio padrão) é da ordem de 8,7% para os anos individuais e de 7,9%, em média, para as 

estimativas do sistema FV a longo prazo (20 anos). Além disso, os autores compararam o método 

que utilizaram com um método mais simples (ex: método de combinação de incertezas) e 

constataram que uma abordagem menos sofisticada leva igualmente a resultados de 

estimativas rápidos e confiáveis. 

Desta forma, o método estatístico proposto e desenvolvido por Richter et al. (2015), 

baseado na metodologia de propagação / combinação de incertezas, foi escolhido neste 

trabalho por se tratar de uma metodologia simples e de fácil aplicação conforme será 

apresentada na seção 5.1. 

 
5.1. Combinação / Propagação de Incertezas – Método proposto por Richter et al. (2015) 

 
De acordo com o Comitê de Metrologia (Joint Committee for Guides in Metrology – JCGM, 

GUM/IEC, 2008), quando as grandezas são estatisticamente independentes, a regra geral de 

propagação das incertezas (u_(X_1 ),u_(X_2 ),… ,u_(X_N )) descrita por uma dada função 

f(x_1,x_2,…,x_N) se resume à relação matemática apresentada na Eq. 5.1. Essa equação é uma 

estimativa do desvio padrão da própria função f(x_1,x_2,…,x_N), assumindo que as incertezas, 

relacionadas a cada variável, são pequenas se comparadas às derivadas parciais. 

                                                             
65 TMY: Typical Meteorologic Year (Ano Meteorológico Típico).  
66 System Advisor Model. 
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Ao se calcular incertezas, após realizar a somatória ou obter a média de um determinado 

conjunto de valores, deve‐se ter atenção as componentes aleatórias e sistemáticas (absolutas) 

que as compõem, ou seja, as componentes aleatórias que reduzem o tamanho da amostra, e as 

componentes sistemáticas que não são afetadas por ela. A Eq. 5.2 apresenta o cálculo para a 

combinação da incerteza padrão67 (u_c) quando as fontes de incertezas podem ser consideradas 

independentes. Já a Eq. 5.3 mostra como se calcula a incerteza expandida68,69 combinada (U), ou 

seja, pela multiplicação da incerteza padrão combinada (u_c) por um fator de cobertura igual a 

1,96 para um intervalo de confiança igual a 95% de uma distribuição Gaussiana70. 
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                                                                      � = 1,96. ��                                                                       (5.3) 
 

 

Onde: n: número de amostras; Randnorm: componentes randômicas normalmente 

distribuídas; RandUni: componentes randômicas uniformemente distribuídas; Systnorm: 

componentes sistematicas normalmente distribuídas; SystUni: componentes sistematicas 

uniformemente distribuídas; u_c:  incertezas combinadas; U: incertezas expandidas. 

 
No entanto, para se aplicar a regra, deve‐se definir quais incertezas (descritas no Capítulo 

1), de fato, afetam cada grandeza e, portanto, devem estar presentes na Eq. 5.1 e Eq. 5.2. Como 

exemplo, para se realizar o cálculo da incerteza relacionada à modelagem dos painéis 

                                                             
67 A incerteza combinada consiste na soma quadrática das diversas incertezas. Esse valor não é adotado 
como real, pois representa uma probabilidade estatística de aproximadamente 68% de se encontrar o 
erro. Para se determinar a incerteza com nível de confiabilidade maior, deve‐se calcular a incerteza 
combinada expandida. 
68 Na maioria dos casos, para reunir as necessidades de muitas aplicações, especialmente onde segurança 
interessa, é necessário multiplicar a incerteza padrão combinada por um fator de abrangência. Este fator 
de abrangência intenciona fornecer um intervalo maior do que a incerteza padrão combinada e dentro 
do qual existe uma alta probabilidade de conter o valor verdadeiro do mensurando. 
69 Quantidade que define um intervalo sobre o resultado de uma medida que pode ser esperada para 
englobar um grande Fração da distribuição de valores que poderia razoavelmente ser atribuída ao 
mensurando. 
70 É importante salientar que a Eq. 5.2 e Eq. 5.3, são cálculos abreviados, sendo que as informações mais 
detalhadas para se realizar o cálculo das componentes descritas são apresentadas pelo Comitê de 
Metrologia (ISO/IEC, 2008). 
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fotovoltaicos (σ_PVarr), deve‐se considerar as incertezas inseridas na quantificação do recurso 

solar (σ_Irr), a incerteza no modelo de temperatura (σ_Tmp), a incerteza na potência nominal 

nas condições padrão (σ_STC) e, quando um modelo de transposição é utilizado, a incerteza 

contida no modelo de conversão para o plano dos módulos (σ_POA). 

As incertezas referentes ao campo (σ_Fld) constituem o resultado da combinação de todas 

as incertezas relacionadas às perdas adicionais que afetam o sistema, dentre elas, pode‐se 

destacar a influência da sujeira que se acumula sobre os módulos (constituída, principalmente, 

por poeira e fezes de pássaros) e do desacoplamento (mismatching, em inglês) causado pelo 

sombreamento de uma fileira de módulos FV sobre a outra. Outros fatores que podem ser 

considerados são as taxas de reflexão (albedo), tolerância (rating) e degradação anual dos 

módulos FV, a disponibilidade do recurso solar e a existência de perdas nos cabeamentos, tanto 

do lado CC quanto do lado CA.  

A incerteza na energia específica (yield) de referência (σγ_r) é o resultado da incerteza na 

quantificação do recurso solar no plano dos módulos (σ_ (G‐POA)), que, por sua vez, depende 

da fonte de dados, como por exemplo, do piranômetro, do sensor de silício (célula de referência) 

ou de dados de imagens de satélite conforme destaca Ritcher et al. (2015). Quando os valores 

de radiação solar são estimados, a variabilidade meteorológica, cujo comportamento é 

estocástico, também deve ser considerada, resultando em um aumento significativo da 

incerteza. 

Cabe salientar que é importante classificar cada incerteza como sistemática (absoluta) ou 

aleatória (estocástica). Enquanto que as variações estocásticas divergem de ano para ano, o 

impacto dos desvios sistemáticos é sempre o mesmo para um determinado sistema FV, 

independentemente do ano. Logo, pode‐se afirmar que a variação anual da radiação solar 

constitui um bom exemplo de desvio estocástico. Por outro lado, desvios no rendimento devido 

a características inerentes do sistema que ocorrem a cada ano e são, portanto, sistemáticas. 

A incerteza na energia específica final ou final yield (σγ_f) é determinada apenas pela 

incerteza contidas na geração de energia (σ_E). Em se tratando de um sistema monitorado, as 

incertezas nas medições de corrente (σ_I) e tensão (σ_V) devem ser consideradas. No entanto, 

quando a estimativa da energia gerada é realizada a partir de dados do próprio SFCR, sua 

incerteza depende dos diferentes modelos matemáticos utilizados e das variáveis externas 

específicas de cada localização, Ritcher e al. (2015). A Eq. 5.4, apresenta o cálculo da figura 

mérito Performance Ratio ‐ PR atribuída a um sistema FV. 
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Sendo que: 

E: Energia gerada em um determinado período; Gpoa: Irradância incidente no plano 

inclinado do arranjo fotovoltaico; Pn: Potência nominal do gerador fotovoltaico; GSTC: Irradiância 

em condições padrão de teste, ou seja, a 1.000 W / m². 

 

A partir da Eq. 5.4, aplica‐se novamente a regra de propagação das incertezas, combinando 

as incertezas contidas no final yield do sistema (σγ�) com a incerteza do yield de referência (σγ�), 

a fim de se obter o valor da incerteza relacionada ao rendimento global do sistema (σ��), 

conforme mostra a equação 5.5. 
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Portanto, o cálculo das incertezas expandidas (��� e ��), considerando um intervalo de 

abrangência de 95% (função de distribuição de probabilidade Normal ou Gaussiana), resume‐se 

à multiplicação de cada uma das respectivas incertezas por um fator de abrangência de 1,96. 

Finalmente, a Tab. 5.1 apresenta de forma resumida, os valores de incertezas relevantes no 

proceso de modelagem de um sistema FV. 

 
Tabela 5.1 ‐ Incertezas relevantes no processo de modelagem sistema FV. Fonte: Ritcher et 

al. (2015) 

 

 
5.2. Aplicação do método proposto por Ritcher  

 
O método descrito na seção anterior foi implementado no software MATLAB® R2014a onde 

os valores de incertezas foram cálculados através de dados de geração provenientes de duas 

micro usinas fotovoltaicas (UFV) e da UFV Mineirão, todas as três em operação, e também 
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utilizando‐se de dados do Instituto Nacional de Pesquisas Espaciais (INPE) através do projeto 

SWERA (Solar and Wind Energy Resource Assessment, em inglês).  A seguir são descritas as UFVs 

utilizadas neste trabalho. 

 
5.2.1. Descrição das usinas fotovoltaicas 

 
5.2.1.1. Usina fotovoltaica (UFV) PGM 

 
A micro usina fotovoltaica, a UFV PGM, com potência instalada de 6,58 kWp, está localizada 

na cidade de Uberlândia‐MG e está em operação desde 2012 de acordo com Buiatti (2013). O 

sistema é composto por 28 módulos fotovoltaicos (área total de 47,6 m²), de silício cristalino, do 

fabricante SunEarth cuja a potência de pico é de 235 Wp / módulo FV. Os mesmos foram 

agrupados em duas strings (fileiras) constituídas com 14 módulos FV totalizando 3,29 kWp / 

string. Cada fileira é conectada a um inversor do fabricante Eltek modelo Theia de potência 

nominal de 3,8 kW (Buiatti, 2013).  A Fig. 5.3 mostra o diagrama unifilar da UFV PGM e a Fig. 5.4 

imagens da instalação física do sistema. 

 

 

Figura 5.3 – Diagrama unifilar da UFV PGM, 6,58 kWp. Fonte: Buiatti (2013). 

 
Figura 5.4 –UFV PGM (Uberlândia, MG) 6,58 kWp. Fonte: Buiatti (2013). 
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Cabe salientar que este microgerador foi o primeiro do Brasil a se enquadrar na Resolução 

Normativa (RN) nº 482 da Agência Nacional de Energia Elétrica (Aneel) segundo o Banco de 

Informações de Geração (BIG / Aneel, 2015). Para informações técnicas detalhadas da UFV PGM 

verificar em Buiatti (2013).  

 
5.2.1.2. Usina fotovoltaica (UFV) Arasol 

 
De acordo com Menezes et al. (2016), a micro usina fotovoltaica UFV Arasol, com potência 

instalada de 21,75 kWp, está localizada na cidade de Palmas ‐ TO e esta entrou em operação no 

ano de 2014. O sistema é composto por 75 módulos fotovoltaicos (área total de 146,72 m²), de 

silício cristalino, do fabricante MEMC Silvantis cuja a potência de pico é de 290 Wp / módulo FV. 

Esses foram agrupados em dois grupos constituídos cada um com três strings (fileiras) sendo 

que o primeiro grupo, é constituído com 13 módulos FV totalizando 3,77 kWp / string (total: 

11,3 kWp).  E o segundo, é constituído com 12 módulos FV totalizando 3,48 kWp / string (total: 

10,44 kWp). Cada grupo de string é conectado a um inversor do fabricante Fronius modelo IG‐

Plus de potência nominal de 10 kW.  A Fig. 5.5 mostra o diagrama unifilar da UFV Arasol e a Fig. 

5.6 imagens da instalação física do sistema. 

 

Figura 5.5 – Diagrama unifilar da UFV Arasol, 21,75 kWp. Fonte: Menezes et al. (2016). 
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Figura 5.6 – UFV Arasol (em Palmas – TO), 21,75 kWp. Fonte: Menezes et al. (2016). 

 

Cabe salientar que no estado do Tocantins, especificamente, tem‐se registrado que os 

primeiros sistemas de geração distribuída foram instalados no início do ano de 2014, sendo que 

o sistema analisado no presente trabalho, foi o quarto instalado no estado do Tocantins. 

 
5.2.1.3. Usina fotovoltaica (UFV) Mineirão71 

 
A usina fotovoltaica, a UFV Mineirão, com potência instalada de 1,42 MWp, está localizada 

na cidade de Belo Horizonte ‐ MG e esta entrou em operação no ano de 2013 (Martifier Solar, 

2013). O sistema é composto por 88 segmentos separados em dois tipos, ou seja, segmentos 

maiores contendo 75 módulos fotovoltaicos (18 kWp / segmento), e segmentos menores 

contendo 60 módulos fotovoltaicos (14,4 kWp / segmento). Todos os módulos são de silício 

cristalino, do fabricante MPRIME cuja a potência de pico é de 240 Wp / módulo FV. Cada 

segmento é conectado a um inversor do fabricante Ingeteam modelo Ingecon Sun Smart 15 TL 

de potência nominal de 15 kW (Martifier Solar, 2013).  A Fig. 5.7 mostra parte do diagrama 

unifilar da UFV Mineirão e a Fig. 5.8 mostra imagens da instalação física do sistema. 

 

 

Figura 5.7 –Parte do diagrama unifilar da UFV Mineirão, 1,42 MWp. Fonte: Martifier Solar 
(2013). 
 

                                                             
71 Cabe salientar que a UFV Mineirão será melhor detalhada no Capítulo 7. 
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Figura 5.8 – Instalação física da UFV Mineirão (em BH – MG), 1,42 MWp. Fonte: Martifier 

Solar (2013). 

 

5.3. Resultados com a aplicação do método proposto por Ritcher 

  
Como descrito na seção 5.2, o método foi testado com valores de geração de dois micro 

geradores, UFV GPM ‐ 6,58 kWp (o qual possui produção média anual de energia de 9.217 

kWh/ano e energia específica (yield) de 1.400 kWh / kWp e PR = 67%, (Buiatti (2013)) e a UFV 

Arasol ‐ 21,75 kWp (a qual possui produção média anual de energia de 30.058 kWh/ano e 

energia específica de 1.410 kWh / kWp e PR=67%, (Menezes et al. (2016)).  

A metodologia também foi testada com valores atribuídos à usina fotovoltaica do Mineirão, 

cuja potência nominal é de 1,42 MWp e sua produção média anual de energia de 1.610 

MWh/ano, YF= 1.134 kWh / kWp e PR = 72% (Martifier Solar, 2013). Foram utilizado dados  do 

INPE / SWERA (Pereira et al. (2006)) de irradiação média diária anual no plano dos módulos FV 

para as cidades de Uberlândia‐MG, (G��� = 5,74 kWh/m �. dia), Palmas ‐ TO (G��� =

5,8 kWh/m �. dia) e Belo Horizonte (G��� = 4,62 kWh/m �. dia) e assim, foi possível obter os 

valores de incertezas (padrão e expandida atribuídas) para o PR e à produção de energia anual 

(E) para as usinas fotovoltaicas em questão conforme é apresentado na Tab. 5.2 e Tab. 5.3. 

 

Tabela 5.2 –Incertezas (padrão e expandida) para a E e PR das UFVs GPM e Arasol. 
Incertezas Performance Ratio (PR) Energia produzida (E) 

Padrão (UFV GPM) 1,84% 9,72 % 
Expandida (UFV GPM) 3,60% 19,05 % 

Padrão (UFVArasol) 1,85 % 9,72 % 
Expandida (UFV Arasol) 3,62 % 19,05 % 
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Tabela 5.3 – Incerteza (padrão e expandida) para a E e PR na UFV do Mineirão. 
 Incertezas Performance Ratio (PR) Energia produzida (E) 

Padrão (UFV Mineirão) 1,58 % 8,07 % 
Expandida(UFV Mineirão) 3,11 % 15,81 % 

 

De acordo com a Tab. 5.2, os valores encontrados para as incertezas, padrão e expandidas, 

foram praticamente iguais para ambos os sistemas. Tal fato se deve à padronização das 

incertezas estabelecidas para ambos os casos e também à similariedade com os dados utilizados 

de radiação solar global no plano dos módulos FVs. Apesar dessa semelhança, já esperada, o 

método estabelecido se mostrou eficaz e sua implementação simples de ser realizada, sendo 

que os resultados associados ao parâmetro PR estão de acordo com a faixa de valores 

apresentada por Ritcher et al. (2015) (para incerteza padrão ±2% a ± 6%) enquanto que os 

valores para a incerteza padrão para o parâmetro (E), estão acima do que é apresentado pelos 

mesmos autores, ou seja, ±6% a ± 8% .  

 A Tab. 5.3, também apresenta os resultados da aplicação do método para UFV Mineirão e 

os resultados se mostraram coerentes com os encontrados na literatura (Richter et al. (2015)) 

demonstrando novamente a eficácia da metodologia. 

 
5.4. Metodologia Probabilidade de Excedência 

 
Como já enfatizado neste capítulo, e nos  capítulos anteriores, para se assegurar o 

investimento em um projeto de um sistema fotovoltaico, o risco econômico associado à 

variabilidade anual do recurso solar e, consequentemente, da produção de energia do sistema 

deve ser corretamente quantificado. Uma das opções de se quantificar este risco, e bastante 

solicitada por bancos / investidores / agências de financiamento / governos / leilões de 

energia72, etc, é através do cálculo da probabilidade de excedência. Este método probabilístico 

representa a quantidade de energia estimada que poderá ser excedida por uma determinada 

planta. Para a determinação desse valor excedido, são necessários séries históricas de dados de 

radiação solar e dados meteorológicos que, muitas vezes, são classificados como P50 ou P90. 

De acordo com Dobos, Giman e Kasberg (2012), uma probabilidade de excedência é a 

probabilidade de um determinado valor ser ultrapassado. Por exemplo, um valor de P50 igual a 

100 MWh, para a produção anual de um sistema fotovoltaico, significa que existe uma 

probabilidade de 50% de que a saída do sistema FV será superior a 100 MWh no ano. Da mesma 

forma, um valor de P90 igual a 20 MWh / ano por exemplo, significa que o sistema é capaz de 

                                                             
72 Empresa de Pesquisa Energética (EPE) ‐ Ministério de Minas e Energia (MME). Portaria nº 023/2016. 
Expansão da Geração – Empreendimentos Fotovoltaicos, Instruções para a Solicitação de Cadastramentos 
e Habilitação Técncia para participação no LER. Rio de Janeiro, julho, 2013. 
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gerar acima de 20 MWh de energia em 90% do período. Para a análise de usinas fotovoltaicas, 

os valores de P50 e P90 relacionados à produção anual de energia elétrica, podem fornecer 

informações importantes para a análise financeira de um determinado projeto. 

Um método para calcular as probabilidades de excedência é proposto por Dobos, Giman e 

Kasberg (2012), esse ajusta um conjunto de dados a uma distribuição de probabilidade padrão, 

sendo necessário calcular os valores de P50 ou P90 diretamente da equação que caracteriza a 

função de distribuição acumulada 73(em inglês, Cumulative Distribution Function ‐ CDF). Cabe 

salientar que este método funciona bem quando os dados são normalmente distribuídos 

(distribuição Gausssiana). Neste caso, o valor de P50 é, por definição, o valor médio (μ) dos 

dados como destaca Ritcher et al. (2015). Já o valor de P90 pode ser calculado a partir da CDF 

de uma distribuição normal, a qual é definida pela relação matemática apresentada na Eq. 5.6. 

 

 

Onde: μ é o valo médio; φ é um fator de ajuste; σ é o desvio padrão; erf (função exponencial) e 
χ é uma variável aleatória.                                                             

 

O valor de P90 ocorre quando Φ ((x ‐μ) / σ) = 0,1. Definindo‐se uma variável auxiliar  γ = (x 

‐μ) / σ, a Eq. 5.7 pode ser resolvida numericamente. 

 

 

 
Reorganizando‐se os termos da Eq. 5.7, obtém‐se a Eq. 5.8, que é uma expressão para o 

valor de P90 em função do valor médio (μ) e do desvio padrão (σ) de um conjunto de dados cuja 

distribuição é normal. 

                                                                                                            (5.8) 

 
Quando os dados não são distribuídos normalmente, deve‐se adaptar o método descrito. 

Por exemplo, os dados de radiação solar são influênciados por diversos fatores externos ao 

longo dos anos.  Nesse caso, nenhuma distribuição de probabilidade particular pode ser 

empregada para se ajustar aos dados. Sendo assim, deve ser estabelecida uma CDF empírica dos 

dados de forma a extrair os valores de P50 e P90. A CDF empírica é determinada a partir da 

organização dos dados em ordem ascendente, e atribuindo a cada ponto de dados uma fração 

                                                             
73 Descreve como as probabilidades são associadas aos valores ou aos intervalos de valores de uma 
variável aleatória. 
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igual à probabilidade total, que é igual a um. A Fig. 5.9 mostra um gráfico dos dados de radiação 

solar global para a cidade de Toronto, no Canadá, distribuiídos conforme o procedimento 

descrito.  

 

 

Figura 5.9 ‐ Radiação solar global para a cidade de Toronto distribuídos conforme o 
procedimento descrito. Fonte: Adaptado Dobos, Giman e Kasberg (2012).  

 
A CDF apresentada na Fig. 5.9 apresenta dois pontos destacados que se tratam dos valores 

de P90 e P50 representados, respectivamente, por um asterisco vermelho e um círculo 

vermelho. 

 
5.4.1. Aplicação do método proposto por Dobos  

 
A implementação da metodologia de cálculo para os parâmetros P50 / P90 se deu, 

primeiramente, no software Matlab ® R2014a e, posteriormente, em PhP. Foram utilizados 

dados de geração de usinas fotovoltaicas, ou seja, da UFV PGM, compreendidos entre os meses 

de outubro de 2012 a maio de 2015, e da UFV Mineirão, compreendidos entre os meses de maio 

a novembro de 2014. A Tab. 5.4 e Tab. 5.5 apresentam uma amostra dos dados utilizados para 

a aplicação da metodologia descrita. 
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Tabela 5.4 – Amostra de dados da UFV Mineirão. Fonte: CEMIG. 

Dia 

Irradiância 
no plano 

do módulo  
IrrTilt1 

[KWh/m2] 

Irradiância 
no plano 

do módulo  
IrrTilt2 

[KWh/m2] 

Irradiância 
no plano 

do módulo  
IrrTilt3 

[KWh/m2] 

Irradiância 
no plano 

do módulo  
IrrTilt4 

[KWh/m2] 

Irradiância    
Media 
Diária                
IrrTilt 

[KWh/m2] 

Energia 
Diaria 

Gerada 
EAC 

[KWh] 

01/05 3,27 3,22 3,55 3,10 3,28 5.331,00 

02/05 2,91 3,02 3,36 2,79 3,02 5.340,00 

03/05 3,32 3,17 3,59 3,03 3,28 5.349,00 

04/05 2,24 2,82 2,78 2,46 2,58 4.185,00 

05/05 3,21 3,06 3,62 3,01 3,23 5.136,00 

06/05 1,28 1,23 1,58 1,18 1,32 4.124,00 

07/05 2,93 2,49 3,12 2,55 2,77 3.909,00 

08/05 2,27 2,57 2,82 2,42 2,52 3.823,00 

09/05 2,84 2,53 3,35 2,61 2,83 4.193,00 

10/05 3,15 2,80 3,46 2,72 3,03 4.600,00 

11/05 3,30 3,32 3,67 3,07 3,34 1.640,00 

12/05 2,41 2,83 2,96 2,43 2,66 4.096,00 

13/05 3,40 3,35 3,85 3,08 3,42 5177,00 

14/05 1,15 3,23 1,72 3,01 2,28 4.979,00 

15/05 3,29 3,22 3,71 2,95 3,29 4.832,00 

 
Tabela 5.5 – Amostra de dados da UFV PGM. Fonte: Alsol Energia Renováveis Ltda. 

Produção mensal de energia [kWh] 

 2012 2013 2014 2015 

Janeiro ‐ 641,505 869,6 933,773 

Fevereiro ‐ 750,166 833,443 818,372 

Março ‐ 749,33 786,208 693,757 

Abril ‐ 714,752 728,539 703,81 

Maio ‐ 731,453 806,747 717,038 

Junho ‐ 690,135 738,966 ‐ 

Julho ‐ 769,007 672,833 ‐ 

Agosto ‐ 879,747 885,215 ‐ 

Setembro ‐ 780,151 870,582 ‐ 

Outubro 213,362 896,19 928,559 ‐ 

Novembro 209,048 845,497 793,473 ‐ 

Dezembro 746,97 815,434 781,784 ‐ 

 
Assim que os dados fornecidos são inseridos como parâmetros de entrada no algoritmo 

desenvolvido, a função “CDF” é executada, individualmente, para cada grandeza apresentada 

nas Tab. 5.4 e Tab.5.5. Sendo assim, a função calcula os valores associados à média e ao desvio 

padrão correspondentes aos dados de cada grandeza analisada. Em seguida, os dados são 
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organizados e dispostos em  uma CDF para que, finalmente, os valores referentes às 

probabilidades de excedência P90 e P50 sejam calculados. A Fig. 5.10 e Fig. 5.11 e a Tab. 5.6 e 

Tab. 5.7 apresentadas a seguir, mostram as CDFs relacionadas aos dados de geração de energia, 

Tab. 5.4 e Tab. 5.5, e também os resultados com a aplicação da metodologia respectivamente. 

 

 

Figura 5.10 – CDF dos dados de energia produzida para a UFV PGM durante o período 
compreendido entre outubro de 2012 a novembro de 2015. 

 
Tabela 5.6 ‐ Resultados atingidos com a aplicação da metodologia na UFV PGM. 

 
 

 
Figura 5.11 – CDF dos dados de energia produzida para a UFV Mineirão durante o período 

compreendido entre maio de 2014 a novembro de 2014. 

Parâmetros     Média
     Desvio 

Padrão
P90 P50

Energia Mensal   

Gerada [kWh]
749,85 160,16 663,43 774,57
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Tabela 5.7 ‐ Resultados atingidos com a aplicação da metodologia na UFV Mineirão. 

 
 

De acordo com a Fig. 5.10 e Tab. 5.6, é possível notar que a UFV PGM é capaz de fornecer, 

em média mensal, cerca de 750 kWh de energia, sendo o desvio padrão igual a 160 kWh. O valor 

de P50 obtido, 775 kWh, é bem próximo ao valor médio esperado, até porque a curva de CDF 

apresentada na Fig. 5.10 contém aspectos que se assemelham a uma distribuição normal de 

probabilidade.  

Além disso, pode‐se observar que, apesar da usina possuir uma potência instalada de 

apenas 6,58 KWp, em mais de 90% dos meses em que ela esteve em operação, o nível de 

produção energética ultrapassou o valor de 663 kWh. Tal resultado evidência a eficácia  do 

sistema, ajudando a reduzir os custos da energia paga pela empresa. 

Analisando a Fig. 5.11 e Tab. 5.7, em relação aos parâmetros P50 e P90 (relacionados à 

produção energética), pode‐se constatar a boa produtividade da UFV do Mineirão. Em 90% dos 

dias considerados, a usina produzirá uma energia superior a 2,43 MWh. O valor encontrado para 

o parâmetro P50 significa que, em mais da metade dos dias de operação da usina produzirá uma 

energia de 4,52 MWh. Apenas como curiosidade, considerando‐se residências cujo consumo 

médio diário é de 5 kWh,  a energia produzida em apenas um dia na UFV do Mineirão é suficiente 

para abastecer 30 dessas edificações durante um mês inteiro. 

 
5.5. Considerações Finais Capítulo 5 

 

Neste capítulo, foram apresentados diversos modelos matemáticos encontrados na 

literatura que realizam a quantificação da propagação / combinação de incertezas e também o 

cálculo da probabilidade de excedência (P50 / P90) dentro do processo de estimativa de energia 

gerada por uma planta solar fotovoltaica.  

Estes métodos são importantes de forma a entender qual a confiança que deve ser 

depositada nas estimativas da energia gerada por uma usina FV e, também, para identificar 

como melhorar a precisão dos modelos e reduzir as incertezas e os riscos no investimento de 

um projeto FV.  

Para o trabalho desta Tese, foram escolhidos os métodos de propagação / combinação de 

incertezas, proposto por Ritcher et al. (2015), e o modelo  de probabilidade de excedência, 

Parâmetros Média
Desvio 

Padrão
P90 P50

Energia Diaria 

Gerada 

EAC [MWh]

4,74 1,86 2,43 4,52
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proposto por Dobos, Giman e Kasberg (2012),  sendo que esses foram selecionados por se 

tratarem de metodologias simples e eficazes.  

Estes modelos foram aplicados em micro UFVs e uma central UFV, localizadas em cidades 

diferentes, e os resultados obtidos se mostraram coerentes com os encontrados na literatura 

(Richter (2015), Dobos, Giman e Kasberg (2012)) demonstrando a eficácia dessas duas 

metodologias. Portanto, os métodos foram implementados no software SunoUFMG o qual será 

apresentado, em conjunto com outros softwares de simulação, no próximo capítulo, ou seja, no 

Capítulo 6. 
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Capítulo 6 - Análise de Software para Projeto e Simulação de Sistemas 
Fotovoltaicos Conectados à Rede Elétrica 

 
Atualmente, existem no mercado uma gama de ferramentas computacionais, comerciais 

(ex: PVsyst, PV*SOL Expert, Polysun, PV F‐Chart, etc) e disponíveis publicamente (ex: SAM, 

Homer, PVWatts, etc), que fornecem auxílio aos projetistas de sistemas fotovoltaicos no 

desenvolvimento de seus projetos.  

Esses softwares utilizam diferentes modelos matemáticos, interpretações gráficas (2D / 

3D), banco de dados de fabricantes de equipamentos (módulos FVs, inversores, etc) e de dados 

solarimétricos / meteorológicos e consideram, em suas simulações, distintas perdas e/ou 

incertezas em seus cálculos. Assim, os resultados podem variar de software para software, 

dependendo das configurações e default disponibilizadas pela ferramenta computacional. Cabe 

salientar que, para este trabalho, foram utilizados os seguintes softwares: PVsyst (2014), 

PV*SOL Expert (2014), PVWatts (2015), SAM (2015), HOMER (2015) e Polysun (2014).  

A fim de se verificar as potencialidades destes softwares, bem como suas diferenças e 

limitações, e também os resultados gerados por suas simulações e o quanto estes se aproximam 

de valores reais produzidos por um sistema fotovoltaico em operação, de forma a compará‐los 

entre si, é a proposta do estudo realizado neste capítulo. Finalmente, também será apresentada 

a ferramenta computacional, desenvolvida nesta Tese, denominado de SunoUFMG. 

 
6.1. Breve descrição dos softwares analisados 

 
A descrição realizada dos softwares utilizados neste trabalho será sucinta e objetiva sendo 

que mais detalhes, de cada ferramenta computacional, poderão ser encontrados nos manuais / 

tutoriais dos mesmos. 

 

6.1.1. Software PVsyst 6.30 - Descrição Geral  

 

O PVsyst 6.30 é uma ferramenta computacional desenvolvida para o estudo, 

dimensionamento e simulação completa de sistemas fotovoltaicos. Foi criado pela Universidade 

de Genebra, na Suíça, e por ser um software específico para área fotovoltaica, esse proporciona 

ao projetista uma modelagem bastante abrangente (incluindo diversas tecnologias de módulos 

e inversores FVs, perdas, ferramenta 3D, modelos de sombreamento, análise ecocômica / 

financeira, etc) e flexível (é bastante intuitivo e podem ser inseridos dados de outras fontes) 

sendo capaz de realizar projetos de sistemas fotovoltaicos isolados, conectados à rede elétrica 

e de bombeamento de água.  
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Na atualidade, o PVsyst é um dos softwares mais utilizados no mercado mundial seja em 

aplicações de pequeno porte (ex: sistemas FV domiciliares) a projetos de grandes usinas que 

possuem enorme complexibilidade. A Fig. 6.1 apresenta telas da ferramenta computacional. 

 

 

Figura 6.1 – Exemplos de telas do software PVsyst. 

 

6.1.2. PVWatts Calculator - NREL 

 

 O PVWatts é uma ferramenta Web disponível publicamente online que permite estimar a 

produção de energia gerada por sistemas fotovoltaicos e também realizar análise econômica / 

financeira. O software foi desenvolvido pelo Laboratório Nacional de Energias Renováveis 

(National Renewable Energy Laboratory – NREL, do inglês). A sua utilização é simples e intuitiva 

e, infelizmente, apenas alguns poucos parâmetros do sistema podem ser configurados/ 

alterados dando ao projetista pouca abertura para a realização de simulações mais específicas 

(ex: bancos de dados meteorológicos, de módulos e de inversores FVs não podem ser alterados, 

se comparado aos demais softwares disponíveis). São gerados resultados mensais da energia 

produzida para uma dada localidade com as orientações e perdas fornecidas pelo usuário. A Fig. 

6.2 mostra tela da ferramenta computacional.  
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Figura 6.2 ‐ Tela da ferramenta computacional. 

 

6.1.3. System Advisor Model (SAM) - NREL 

 
 O System Advisor Model – SAM, em inglês, é um software de domínio público, bastante 

popular, onde podem ser realizadas simulações para a estimativa energética / financeira, 

incluindo custos de instalação, manutenção e operação, e de desempenho energético para 

diversas fontes renováveis de energia (fotovoltaica, aquecedores e concentradores solares, 

eólica, geotérmica e biomassa). Esse também foi desenvolvido pelo NREL, de fácil manipulação, 

porém, e ao contrário do PVWatts Calculator, permite incluir novos dados meteorológicos e 

também novos modelos de fabricantes de módulos e inversores FVs. Além disso, esse software 

permite realizar análises de sombreamento sobre módulos FVs, utilizando ferramenta 3D, e 

editar as perdas do sistema. A Fig. 6.3 mostra tela da ferramenta computacional SAM/NREL.  
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Figura 6.3 ‐ Tela da ferramenta computacional SAM / NREL. 

 

6.1.4. PV*SOL Expert 6.0 

 

 O PV*SOL Expert 6.0 foi desenvolvido pela empresa Valentin software, é uma ferramenta 

computacional comercial que auxilia projetos de sistemas fotovoltaicos, realizando simulações 

dinâmicas e cálculo de rendimento. O software permite simular sistemas isolados e conectados 

à rede elétrica e possui ferramenta 3D para cálculo de sombreamento. Como o PVsyst, o PV*Sol 

possui um banco de dados de inversores e módulos fotovoltaicos, atualizado, e também 

considera perdas tais como: cabeamento CC/CA, temperatura de célula FV, sombreamentos, 

mismatching, etc além da viabilidade econômica, gerando resultados que são externalizados 

através de relatórios detalhados, conforme apresenta a Fig. 6.4 – Telas do software PV*Sol. 
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Figura 6.4 – Telas do software PV*Sol. 

 

6.1.5. HOMER Energy Modeling Software 

 

 O HOMER teve sua origem no NREL, porém, na atualidade é um software comercial que 

realiza análise de sensibilidade e a otimização de micro centrais de energia, considerando suas 

várias configurações disponíveis. É possível dimensionar sistemas híbridos com várias 

tecnologias renováveis (fotovoltaica, eólica, hidráulica, biomassa) e também com geradores a 

diesel para atender a diferentes demandas (de carga elétrica ou térmica) sejam eles conectados 

ou não à rede elétrica. 

 O software possibilita uma modelagem bastante simplificada dos sistemas, pois não foi 

desenvolvido para a análise de uma tecnologia alternativa específica. No caso de sistemas 

fotovoltaicos, permite ao usuário inserir dados meteorológicos, de orientação, potência nominal 

dos módulos e inversores, fator de perdas e avaliação econômica. Os resultados das simulações 

são exibidos em tabelas, gráficos e em um relatório.  
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 Apesar de oferecer várias possibilidades de configurações de sistemas, a interface do 

HOMER é bastante intuitiva e simples facilitando seu manuseio ao projetista. A Fig. 6.5 

apresenta tela do software Homer. 

 

Figura 6.5 – Tela do software Homer. 

6.1.6. Polysun 6.2.8 

 

 Polysun é um software de simulação comercial de sistemas solares térmicos, fotovoltaicos 

e geotérmicos. Esses foi desenvolvido pelo SPF Institut für Solartechnik e é comercializado pela 

empresa suíça Vela Solaris 

Através desta ferramenta computacional, é possível fazer uma análise completa de 

sistemas deste tipo, obtendo dados de rendimento, rentabilidade, mitigação de gases efeito 

estufa e detalhamento das perdas. 

 O programa fornece uma enorme gama de sistemas pré‐elaborados, que facilitam o 

trabalho do projetista, que deve apenas preencher as especificações dos componentes. Os 

sistemas podem ser modelados detalhadamente e os resultados são exibidos em relatórios 

bastante completos. A Fig. 6.6 apresenta tela do software Polysun.  
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Figura 6.6 – Tela do software Polysun. 

 Após a descrição de cada ferramenta computacional utilizada neste trabalho, a Tab.6.1 

resume as funções disponibilizadas as caraterísticas e diferenças, de forma objetiva e sucinta, 

encontradas para cada um dos softwares descritos. 

 
Tabela 6.1 – Características e comparação dos softwares. 

 PVsyst PVWatts SAM PV*SOL Expert HOMER  Polysun 

Banco de Dados 
Meteorológicos 

Meteonorm 
7.0. Permite 
importar de 

outras fontes. 

TMY. Não 
permite 
alterar 
dados 

climáticos. 

TMY. Permite 
inserir bancos de 
dados climáticos. 

Meteonorm 7.0. 
Permite inserir 

bancos de dados 
climáticos. 

Não possui 
banco de dados 

interno. 
Permite 

importar dados.  

Possui banco de 
dados interno. 

Permite 
importar dados.  

Edição Entradas 

meteo, 
albedo, 

orientação e 
inclinação, 

modelo 
módulos e 
inversor, 
perdas 

detalhadas, 
net metering, 
sombreament

o, avaliação 
econômica  

perdas 
envolvidas, 
inclinação 
do módulo 
e potência 
do sistema 
podem ser 
alteradas. 

dados 
meteorológicos, 

perdas envolvidas, 
módulos, 

inversores e 
arranjos 

fotovoltaicos, 
inclinação de 

módulos dentre 
outros dados. 

Criação novos 
componentes e 

localizações. Editar 
entradas 

relacionadas ao 
arranjo 

fotovoltaico, como 
inclinação e 

orientação, além 
do número de 

módulos e 
inversores. 

 
Potência 

nominal dos 
módulos e 
inversores, 

fator de perdas, 
orientação, 

dados 
meteorológicos 

e avaliação 
econômica. 

Dados meteo, 
sombreamento, 

orientação, 
número e 

modelo dos 
módulos, 

modelo do 
inversor, perdas 

envolvidas, 
especificações 

da rede externa 
e usos internos. 

Importação 
Dados 

Meteonorm, 
Satellight, 

SolarAnywher
e, PVGIS, 
Helioclim, 
EPW, TMY, 

DRY, WRDC, 
SolarGIS, 

3Tiers. 

Não. 

Dados CSV, TMY2, 
TMY3, EPW ou 
SMW. Importar 
dados do Excel, 

utilizar a 
plataforma TRNSYS 
e liguagem SamUL. 

Aceita apenas 
dados horários 

 
Dados 

meteorológicos nos 
formatos XLM, 
WBV ou DAT. 
Aceita dados 

horários ou dados 
mensais, através 

do Meteosyn. 

bancos de 
dados da NASA 
ou CSR. Permite 
também dados 

horários ou 
mensais nos 

formatos *.tm2, 
*.sol ou *.txt. 

É possível inserir 
dados mensais 
manualmente e 
dados horários 

no formato CSV. 
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formato 
ASCII. 

Geração de 
dados horários 

sintéticos 

modelo 
Gaussiano 

autorregressi
vo  

Não. Não. Modelo Meteosyn  
algoritmo de VA 

Graham para. 

Sim. Utiliza um 
algoritmo 

desconhecido. 

Banco de Dados 
de Inversores 

Sim. Não. Sim. Sim. Não. Sim. 

Banco de Dados 
de Módulos 

Sim. Não. Sim. Sim. Não. Sim. 

Modelo para 
Inversores FVs 

European 
Efficiency ou 

CEC 

PVFORM 
(Sandia) 

Sandia e Carga 
Parcial 

Função da curva de 
eficiência 

Fator de perdas 
dependente da 

eficiência. 
Desconhecido. 

Modelo para 
Módulos FVs 

Um diodo de 
Shockley ou 
Modelo de 

Sandia  

PVFORM 
(Sandia) 

Cinco parâmetros 
(CEC) e Sandia. 

Polinomial 
Modelo de King 

(Duffie & 
Beckman) 

Modelo de H.G. 
Beyer. 

Modelo de 
Radiação Solar 

Hay ou Perez Perez 
Isotrópico, HDKR e 

Perez 
Reindl, Hay e Davis HDKR Perez 

Perdas 
Consideradas 

Térmicas, de 
incidência, 
ôhmicas, 
poeira, 
albedo, 

sombreament
o, módulos, 
inversores, 

transformado
res. 

Inversor, 
transformad
or, diodos, 
conexões, 

sombreame
nto, poeira, 

perda de 
eficiência do 

módulo. 

Albedo, 
sombreamento, 

poeira, conexões, 
diodos, módulos, 

inversores, 
transformadores, 

temperatura e 
eficiência do 

módulo. 

Desvio do espectro 
padrão, perdas nos 
diodos, poluição, 

albedo, vento, 
cabeamento de 

corrente contínua 
para o inversor, 
tolerâncias do 

fabricante. 

Definição de um 
fator percentual 

único para 
todas as perdas. 
Há a opção de 

entrar com 
dados um 

pouco mais 
detalhados para 

perdas 
térmicas. 

Ventilação, 
sujeira, 

degradação, 
cabeamento, 
mismatching, 

perdas térmicas 
e de eficiência 

do inversor. 

Ferramenta 3D Sim  Não. 
Em teste. Permite 
importar modelos 
de sombreamento  

Sim.  
 

Não. 

Sim. permite 
importar 

modelos de 
horizonte. 

 
 

6.2. Comparações entre dados simulados e dados operacionais (reais) 

 
Como descrito anteriormente, a fim de se verificar o quanto os resultados gerados pelas 

simulações dos softwares descritos na seção 6.1 se aproximam dos valores de um sistema 

fotovoltaico em operação, foi utilizado um micro SFCR, relatado por Macêdo et al. (2014), 

instalado no Grupo de Estudos e Desenvolvimento de Alternativas Energéticas (GEDAE) da 

Universidade Federal do Pará (UFPA), sendo que esse sistema foi modelado e simulado, em cada 

um dos softwares, e assim, os dados operacionais do sistema (coletados para um período de 8 

meses – fevereiro a setembro de 2014) e os resultados gerados nas simulações puderam ser 
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comparados.  A Fig. 6.7 mostra o diagrama unifilar do sistema FV / GEDAE ‐ UFPA e a Tab. 6.2, 

Tab. 6.3 e Tab. 6.4, apresentam as características técnicas do sistema. 

 

 
Figura 6.7 – Diagrama unifilar do micro sistema FV instalado no GEDAE / UFPA. 

 
Tabela 6.2 – Sistema Microinversor. 

Potência 
Instalada 

245 Wp 

Módulos FVs 1 

Inclinação 13° 

Orientação 19° NW 

Inversor(es) 1 

Fonte: Macêdo et al. (2014). 
 

                                            Tabela 6.3 – Microinversor Enphase Energy M215.    

 

Vcc operação 16 – 48 V 

Icc MAX 10 A 

Vcc MPP 27V‐39V 

Vca nom. 240V 

Ica nom. 0,9 A 

Pnom. 215W 
 

 

       Fonte: Macêdo et al. (2014). 
 

Tabela 6.4 – Módulo FV Aleo S19G245. 
Tecnologia m‐Si 

Potência  245 Wp 

Imp 8,1 A 

Vmp 30,2 V 

Isc 8,66 A 

Voc 37,7 V 

Eficiência (η) 14,90% 

Fonte: Macêdo et al. (2014). 
 

6.2.1. Coleta, organização dos dados e cálculos energéticos 

 

O sistema de monitoração (sensores, calibração, datalogger, etc) e os primeiros resultados 

energéticos do micro gerador FV apresentado na Fig. 6.7, e instalado no GEDAE/UFPA, são 

descritos por Macêdo et al. (2014) e, para este trabalho (de forma a realizar uma análise e 
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comparação preliminar), foram disponibilizados dados operacionais para a potência CA, 

coletados de 5 em 5 minutos, no período de oito meses.  

Após a coleta, os dados foram tratados para a realização do cálculo mensal da energia 

gerada (a partir das médias horárias), em kWh. O método utilizado para a estimativa de 

produção mensal de energia é apresentado na Eq. 6.1.  

 

                                                                    �������  = �
�� � ��

��
�

1000
�                                               (6.1) 

 
Onde: Emensal representa a energia mensal gerada, em kWh, Nd, é o número de dias no mês, Na 
é o número de dias de amostragem e Sm corresponde à integração mensal, dada pela Eq. 6.2. 
 

       �
�� ∑

∑ ��
��

                                                                      (6.2)                

    

 

Através da Eq. 6.2, foi realizada a integração da variável P5, que representa as potências CA 

coletadas de 5 em 5 minutos, para cada hora e, dividindo pelo número de medições / hora (ou 

seja, 12 medições/h) foi obtido as médias horárias. Por fim, foi realizada a somatória de todas 

as médias horárias para obtenção da produção mensal de energia. 

Após a coleta e a organização dos dados fornecidos, foram realizadas análises estatísticas 

utilizando duas figuras de mérito estatísticos bastante aplicadas e citadas na literatura e já 

descritas e utilizadas nos capítulos anteriores, ou seja, o erro médio absoluto (MBE) e a raiz do 

erro médio quadrático (RMSE).  

 

6.2.2. Configuração e padronização de parâmetros nos softwares 

 
Como descrito na seção 6.1, cada software permite ao projetista editar diferentes 

parâmetros de forma distinta, principalmente em relação às perdas envolvidas. Isso dificulta a 

padronização para a realização de simulações. Para cada uma das entradas, os softwares 

utilizam valores padrão (default), ou sugerem valores em seus guias e manuais. Desta maneira, 

a opção foi utilizar os valores sugeridos por cada ferramenta computacional para que as 

simulações pudessem, de fato, serem realizadas. A Tab.6.5 resume os valores adotados para 

cada um dos softwares. 
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Tabela 6.5 – Valores adotados nas simulações para cada um dos softwares. 

 PVsyst PVWATTS SAM HOMER PV*SOL Polysun 

Albedo 0,2 ‐ 0,2 0,2 0,2 0,2 

Fator de 
perdas 

‐ 13,5% ‐ 20% ‐ ‐ 

Perdas 
Ôhmicas 

1,5% 1% 1% ‐ ‐ 4% 

LID 2% ‐ ‐ ‐ ‐ ‐ 

Mismatch 1% 0,5% 0,5% ‐ 2% 4% 

Poeira 3% 3% 3% ‐ 3% 2% 

Degradação 0,7% ‐ ‐ ‐ ‐ 0,5% 

Manutenção 2% ‐ ‐ ‐ ‐ ‐ 

Temperatura 7,4% ‐ ‐ ‐ ‐ ‐ 

Diodos e 
Conexões 

‐ 0,5% 0,5% ‐ 0,5% ‐ 

 

 
Outras informações necessárias, e que devem ser padronizadas, para a realização das 

simulações são os dados meteorológicos / solarimétricos e as especificações do módulo e 

microinversor FV. Portanto, foi adotado um mesmo banco de dados solarimétrico para todos os 

softwares (INPE / SWERA) que permitiram alterar os dados padrão. Para a adequação, foram 

utilizadas ferramentas de conversão do formato do arquivo e de geração de dados mensais.  

Além disso, informações de temperatura ambiente solicitadas pelos softwares, e não 

disponíveis no banco de dados citado, foram obtidas através de dados disponibilizados pelo 

Instituto Nacional de Meteorologia (INMET). As especificações do módulo e do micro inversor 

FV foram obtidas nos catálogos dos fabricantes.  

Cabe salientar que, para o PVWatts, foi necessário adaptar o sistema da Fig. 6.7, pois o 

software não permite simular sistemas FVs com potência instalada inferior a 500 Wp. Segundo 

orientações do NREL, encontradas em seu manual (PVWatts, 2015), o sistema de 245Wp foi 

simulado como tendo potência de 2,45 kWp e a energia gerada resultante foi dividida por 10. 

Ainda para o sistema simulado no PVWatts, e em contato com o fabricante Enhphase Energy, a 

empresa sugeriu que fosse somado o valor de 1,3% ao fator total de perdas do software. 

Finalmente, alguns softwares disponibilizam mais de um modelo matemático para a 

estimativa da irradiação, em plano inclinado, para ser utilizado no cálculo da energia gerada, ou 

seja, e como exemplo, O PVsyst permite escolher os métodos proposto por Perez et al. (1987, 

1990) ou de Hay (1978), o SAM disponibiliza os modelos de Perez (1987, 1990), HDKR ‐ Hay 

(1978), Reindl (1988) e Klutcher 1978) e isotrópico, Liu e Jordan (1960)]. O PV*SOL possui opções 

para a escolha de modelos de temperatura.  
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6.2.3. Resultados 

 
A Fig. 6.8 mostra a energia gerada acumulada, para os oito meses de coleta de dados 

operacionais, e após a modelagem e simulação, para cada um dos softwares e sistema FV. A 

Tab.6.6 apresenta os resultados das figuras de mérito estatiscos após sua aplicação para o 

período em questão. 

 

 

Figura 6.8 – Resultados das simulações nos softwares e dados medidos no sistema FV 
para os meses de fevereiro a setembro de 2014. 

 

Tabela 6.6 – Resultados das figuras de mérito estátiscos para a energia gerada nos 8 meses. 

 
 

Como é possível observar na Fig. 6.8 e Tab. 6.6, e como já era esperado, há uma variação 

entre os resultados gerados pelas simulações e os resultados oriundos pelo sistema FV, sendo 

que os softwares Pvsyst (barras marrom e verde clara) e PVwatts (barra cinza) apresentaram 

Medido RMSE (%) MBE (%)

PVSyst (Perez) 4,30% ‐1,62%

PVSyst (Hay) 4,62% ‐1,75%

PVWatts 4,65% ‐1,76%

SAM (Perez) 5,04% ‐1,91%

SAM (HDKR) 5,34% ‐2,02%

SAM (Isotrópico) 5,51% ‐2,08%

Polysun 5,83% ‐2,20%

HOMER 7,28% ‐2,75%

PV*SOL(Linear) 8,89% ‐3,36%

PV*SOL(Dinâmico) 9,35% ‐3,53%
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resultados mais próximos dos dados operacionais / medidos (barras azul escura) sendo que o 

desvio padrão geral médio apresentado foi de 15,6 kWh.  

Em relação à figura de mérito RMSE, novamente, os softwares PVsyst e PVWatts 

apresentaram melhores resultados com valores menores que 4,7% ao contrário da ferramenta 

computacional PV*Sol que apresentou valores da ordem de 10%, para este parâmetro, e os 

demais softwares valores na faixa 5% a 7%. Já para o erro sistemático / absoluto (MBE) todos os 

resultados das simulações dos softwares foram subestimados em relação aos valores medidos / 

operacionais sendo que o PVsyst apresentou o melhor resultado.   

 
6.3. Software SunoUFMG  

 

O SunoUFMG, versão 1, é uma ferramenta computacional que foi desenvolvido nesta Tese74 

com o objetivo de se realizar a estimativa da produção de energia para usinas fotovoltaicas 

conectadas à rede elétrica e assim, contribuir em análises de pré‐viabilidade / investimento de 

um empreendimento solar.  

O SunoUFMG foi originalmente implementado no software Matlab R2014a e 

posteriormente transferido para uma plataforma WEB, com base em linguagens como o HTML, 

PHP, JAVA e CSS, de forma que seja um software que possa ser operado e utilizado via internet75. 

A seguir são apresentadas as principais características técnicas do software e seu procedimento 

de utilização (tomando como exemplo a realização de uma simulação). Cabe salientar que o 

software ainda está em fase de teste, portanto, sujeito à falhas e correções, dessa forma, seu 

desenvolvimento e aprimoramento, é constante.  

 
6.3.1. Informações sobre o software 

 
- Linguagens: Matlab, plataforma WEB, com base em linguagens como: o HTML, PHP, JAVA 

e CSS; 

- Versão do PHP: 5.5.9;  

- Versão Matlab: R2014a; 

- Linhas de Programação: 25.874 ; 

- Banco de Dados: MySql 5 WebServer: Apache 2; 

- Ambiente de Desenvolvimento: Linux Mint 17 Cinnamon; 

                                                             
74 E utilizado no projeto de P&D CEMIG/ANEEL D713 – Chamada Estratégica nº 013 / 2011. 
75 Devido a esta transição, algumas funções e capacidade de processamento ficaram limitadas, porém, o 
software cumpre com seu objetivo. 
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- Modelos módulos FVs implementados:  Lorenzo et al. (1994), Mermoud e Lejeune (2010) 

e Desoto, Klein e Beckmann (2006) para as tecnologias silício cristalino (Si‐C), Telureto de 

Cádmio (CdTe), filme fino (CIS); 

- Modelo Inversor FV implementado: Jantsch et al. (1992); 

- Modelos estimativa da radiação solar / Decomposição / Transposição /Série sintética 

implementados: Liu e Jordan (1960), Perez et al. (1987, 1990) e Aguiar et al. (1988); 

- Modelos Figuras de mérito implementados: Final Yield (kWh / kWp) / Rendimento Global 

(PR), Zilles et al. (2012); 

- Valores de Incertezas: Thevenard e Pelland (2013); 

- Método de Propagação / Combinação de Incertezas implementado: Ritcher et al. (2015); 

- Modelo para a Estimativa de Energia em P50/ P90: Dobos, Gilman, Kasberg (2012); 

- Banco de Dados solarimétrico: INPE (Pereira et al. (2006));  

 - Banco de Dados para módulos e inversores FVs e outros componentes: em 

desenvolvimento; 

 

6.3.2.  Desenvolvimento, Descrição / Operação 

 
A implementação desse trabalho se resumiu em duas partes igualmente importantes, ou 

seja, a interface e a metodologia. A primeira visa descrever como funciona a interface do 

software e como utilizá‐la. A segunda parte contempla como o software opera em camadas 

inferiores e quais os modelos matemáticos que são mais eficientes, em termos de agilidade de 

processamento, nos cálculos, principalmente, na linguagem PhP. A seguir segue a descrição da 

interface e metodologia. 

 
6.3.3. Interface / Metodologia 

 
O software possui uma interface gráfica “amigável”, desenvolvida em HTML em conjunto 

com folhas de estilo CSS76, de modo a facilitar o uso da ferramenta computacional ao usuário, 

sem que haja uma grande necessidade de conhecimentos técnicos da área de tecnologia da 

informação (TI) e necessidade de treinamento para uso da aplicação, visando sempre uma 

interface mais intuitiva e concisa.  

A aplicação foi dividida em camadas, de forma a evitar o preenchimento de grandes 

formulários e facilitar a compreensão. Essas camadas foram nomeadas da seguinte maneira e 

                                                             
76 Cascading Style Sheets – CSS: é um padrão de formatação (Web Standards) para páginas que permite ir 
além das limitações impostas pelo HTML. Garante uma formatação homogênea e uniforme em todas as 
páginas de um site. 
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ordem: Projeto, Localização, Características Básicas, Especificação Elétrica, Simulação e 

Resultados. A Fig. 6.9 apresenta a tela inicial do software SunoUFMG versão 1. 

 

 

Figura 6.9 – Tela inicial do software SunoUFMG versão 1. 

 
De acordo com a Fig. 6.9, essa camada foi criada com o intuito de permitir que o usuário 

salve seu projeto e tenha a possibilidade de continuar de onde parou posteriormente. Ela 

fornece duas opções: a criação de um novo projeto e a abertura de um projeto já existente. Ao 

se criar um novo projeto, é necessário preencher os campos, o e-mail e a “senha” para que, 

posteriormente, sejam usados para ter acesso ao projeto criado. O usuário também tem a opção 

de importar informações de um projeto já existente, porém, está opção ainda está em 

desenvolvimento.  

Após a criação do projeto é necessário escolher a localidade onde ele será realizado. A 

localização pode ser determinada clicando no mapa da API77 do Google Maps©, ou informando 

manualmente as coordenadas geográficas e confirmando a localização. A informação fica salva 

no banco de dados para alterações posteriores. A Fig. 6.10, mostra exemplo de tela para a 

escolha de uma localidade do projeto e, uma vez confirmada a localização, a aplicação é 

centralizada no local onde será realizado o projeto (coordenadas geográficas) como ilustra a Fig. 

6.11. 

 

                                                             
77 API é um conjunto de rotinas e padrões de programação para acesso a um aplicativo de software ou 
plataforma baseado na Web. A sigla API refere‐se ao termo em inglês Application Programming Interface 
que significa em tradução para o português "Interface de Programação de Aplicativos". 
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Figura 6.10 – Tela mapa da API do Google Maps©. 

 

Figura 6.11 – Tela do local selecionado (exemplo) para a realização do projeto. 

 

Após a determinação da localidade onde será instalada a usina fotovoltaica é necessário que 

o usuário informe ao software a orientação (ângulo azimutal de superfície) e a inclinação de seus 

painéis fotovoltaicos como mostra a Fig. 6.12. 
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Figura 6.12 – Indicação da orientação e inclinação dos módulos fotovoltaicos na usina solar. 

 

Dando sequência a configuração do sistema fotovoltaico a ser simulado, é necessário 

determinar a potência instalada do sistema e consequentemente, selecionar o modelo 

(fabricante e potência de pico) do módulo e inversor fotovoltaico (fabricante e potência 

nominal). É importante mencionar, que o usuário tem a opção de escolher o modelo matemático 

de módulo fotovoltaico que será realizado na simulação. A escolha deste modelo se baseia na 

tecnologia a ser utilizada sendo que todos os modelos são apropriados para a tecnologia de 

silício cristalino, porém, a sugestão para a realização de simulações com tecnologia CdTe e CIS é 

de se utilizar os modelos propostos por Mermoud e Lejeune (2010) e Desoto, Klein e Beckman 

(2006).  

Após essa escolha, o software sugere ao usuário a configuração da associação em série / 

paralelo dos módulos fotovoltaicos e também o parâmetro de fator de dimensionamento do 

inversor (FDI).  Uma vez escolhida a configuração, o software já está apto a realizar as simulações 

e gerar os resultados da estimativa de geração da usina fotovoltaica configurada. A Fig. 6.13, 

mostra a tela de especificação elétrica do SFCR a ser simulado. 
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Figura 6.13 – Tela de especificação elétrica do SFCR a ser simulado. 

 
Cabe salientar que após o inicio da simulação, o software acessa o servidor de dados, 

localizado no Laboratório de Conversão e Controle da Energia (LCCE) da Escola de Engenharia 

da Universidade Federal de Minas Gerais (UFMG), de forma a utilizar o banco de dados de 

irradiação solar global, em plano horizontal, do Instituto Nacional de Pesquisas Espaciais (INPE) 

através do projeto Solar and Wind Energy Resource Assessment (SWERA) (Pereira et al. (2006)) 

para localidade selecionada.  
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Além disso, o SunoUFMG processa as incertezas inseridas no software, contidas na Tab. 5.1 

(apresentada no Capítulo 5) e sugeridas por Thevenard e Pelland (2013), e os diversos modelos 

matemáticos que foram implementados. Por fim, a ferramenta computacional apresenta os 

resultados energéticos (mensal e anual) do projeto FV configurado, ou seja, as figuras de mérito 

PR, energia especifica (Yield), produção de energia além de P50 e P90 e a propagação / 

combinação de incertezas. A Fig. 6.14 mostra as telas dos resultados gerados após simulação de 

uma localidade e sistema fotovoltaico hipotéticos. 

 

 
Figura 6.14 – Telas de resultados gerados pelo SunoUFMG, versão 1, após simulação de 

sistema fotovoltaico hipotético em uma localidade. 
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Finalmente, é importante reforçar, que todos os modelos matemáticos utilizados no 

software SunoUFMG, versão 1, foram previamente estudados, testados e validados, e os 

detalhes de todos os métodos, bem como os resultados encontrados, estão descritos nos 

Capítulos de 1 a 5. 

 
6.4. Considerações Finais - Capítulo 6 

 
Neste capítulo foram apresentados diversos tipos de softwares (PVsyst, SAM, Homer, 

PVWatts, PV*Sol e Polysun) que realizam a estimativa de energia para um sistema fotovoltaico. 

Esses foram descritos e suas principais caracterísiticas foram apresentadas. De forma a verificar 

o quanto os resultados gerados pelas simulações nesses softwares se aproximavam dos valores 

de um sistema fotovoltaico em operação, um micro SFCR, baseado em um sistema real, foi 

modelado, em cada ferramenta computacional, e foram realizadas comparações sendo que os 

softwares PVsyst e PVWatts foram os que apresentaram resultados mais próximos das medições 

com RMSE mais baixos. 

Cabe salientar que houve dificuldade em padronizar todos os parâmetros para a realização 

das simulações. A título de exemplo, o PVWatts e HOMER não possuem bancos de dados de 

módulos e inversores FVs, sendo possível apenas definir sua eficiência. O SAM, PV*SOL e PVsyst, 

possuem estes bancos de dados, porém apresentam certa dificuldade em incluir novos 

fabricantes / modelos de produtos, visto que exigem mais informações do que as fornecidas 

pelos fabricantes. Cada software permite ao usuário definir entradas diferentes, principalmente 

para as perdas envolvidas.  

Além disso, os softwares nem sempre aceitam o mesmo banco de dados meteorológicos 

solarimétricos, parte fundamental da simulação, sendo necessário utilizar métodos para a 

conversão dos dados, que propagam incertezas. Além disso, soma‐se ao fato, e como 

apresentado na Tab.6.1, cada software utiliza modelos matemáticos (ex: para módulos, 

inversores, temperatura, transposição, etc) distintos necessitando assim, uma verificação mais 

apurada de quais destes modelos disponíveis na literatura se adequam melhor à realidade para 

a obtenção de melhores resultados.  

Apesar das dificuldades salientadas, o software PVsyst mostrou ser uma ferramenta 

computacional mais completas e robusta, de uso profissional, permitindo ao projetista modelar 

os sistemas mais detalhadamente. O SAM, apesar de ser de uso público, se mostrou também 

uma boa ferramenta, uma vez que possibilita a edição de diversos fatores na simulação. Já o 

software HOMER é um software mais simplificado, que foca principalmente na análise de 

sistemas híbridos e mini‐redes, dando poucas opções para a modelagem de sistemas 



133 
 

exclusivamente fotovoltaicos. Por fim, o PVWatts, por ser uma ferramenta Web online gratuita, 

disponibiliza poucas possibilidades de edição, o que deixa a modelagem mais simples 

recomendado para realizar pré‐viabilidade de projetos. 

Cabe salientar que este estudo preliminar, mostra a dificuldade em si realizar tais 

comparações e análises devido à dificuldade em se padronizar todos os parâmetros como já 

destacado por Yates e Hibberd (2010), Podewills (2011) e Axaopoulo, Emmanouil e Konstantinos 

(2014) que também já realizaram estudos semelhantes. Além disso, é importante que o sistema 

em operação esteja com seus sensores calibrados para obtenção correta dos valores medidos 

como foi realizado por Macedo et al. (2014).  

De qualquer forma, os resultados encontrados, e apesar das dificuldades relatadas, para 

todos os softwares analisados foram adequados conforme apresentado na Tab. 6.6. Porém, fica 

a sugestão de se realizar estudos mais detalhados e sistemáticos obtendo resultados mais 

precisos e conclusivos a respeito do rendimento dos softwares disponíveis no mercado. 

Finalmente, neste capítulo, foi apresentado o software SunoUFMG que foi concebido 

utilizando os modelos / métodos descritos e validados nos capítulos anteriores, o qual é capaz 

de modelar um SFCR e realizar simulações de forma dar suporte em estudos de pré‐viabilidade 

de projetos fotovoltaicos. Ou seja, a ferramenta computacional é capaz de gerar resultados 

energéticos (mensal e anual) das figuras de mérito PR, energia especifica (Yield) e produção de 

energia além de gerar parâmetros de probabilidade P50 e P90 (amplamente solicitados por 

bancos / investidores, etc) e estimar a propagação / combinação de incertezas. 

No próximo capítulo, Capítulo 7, será apresentado um estudo de caso realizado “in loco” 

nos geradores FVs da usina solar fotovoltaica do Mineirão (UFV Mineirão).  
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Capítulo 7 –  UFV Mineirão / Estudo de Caso  

 
Este capítulo apresenta os resultados de um ano (outubro de 2014 a setembro 2015) do 

monitoramento dos parâmetros elétricos, do lado CA, e caracterização da radiação solar local 

na maior usina fotovoltaica em cobertura do Brasil, com 1,42 MWp de capacidade instalada, 

localizada no estádio de futebol Mineirão em Belo Horizonte, Minas Gerais. Este estádio é uma 

das instalações esportivas no país que recebeu a Copa do Mundo de 2014 e os Jogos Olímpicos 

do Rio de Janeiro em 2016.  

Além disto, são também apresentados os resultados de medições realizadas em campo em 

alguns geradores fotovoltaicos (strings) da UFV Mineirão e também a aplicação de método de 

cálculo de propagação / combinação de incertezas em medição específica.  

 
7.1. A importância da realização do comissionamento em usinas fotovoltaicas 

 
Dentro da crescente expansão e redução de custos de grandes usinas fotovoltaicas em todo 

o mundo (IEA (2015), Feldman e Lowder (2014), Fu et al. (2016)), realizar o comissionamento 

destas plantas solares é tarefa importante para a indústria / mercado e crítico para manter a 

confiança da opinião pública sobre a utilização da tecnologia fotovoltaica. 

O comissionamento é uma maneira de formalizar o controle de qualidade dos sistemas 

fotovoltaicos instalados, ou seja, é o processo de garantir / atestar que uma planta fotovoltaica 

é segura, atende aos objetivos do projeto e opera e produz energia de acordo com as 

expectativas do proprietário. Além disso, o comissionamento incentiva os integradores a serem 

responsáveis por suas instalações e facilita a liquidação do projeto e o pagamento imediato 

(Cunningham, Hernday e Mokri (2014), Tyutyundzhiev (2014), JRC (2014), Gleason (2011) SACS 

(2011)).  

Um dos testes realizados durante o comissionamento de usinas FV é realizar medições de 

curvas I‐V / potência em campo nas saídas de strings fotovoltaicas utilizando, por exemplo, 

cargas capacitivas. Considerando que há um grande investimento em sistemas fotovoltaicos de 

grande porte e, ao contrário do passado, onde as medições em campo eram realizadas, 

principalmente, por técnicos bem treinados e qualificados, a realização de medições de curvas 

I‐V / potência em campo, na atualidade, se tornou uma prática comum (dentre outras medidas) 

para a garantia de qualidade da usina. 

O principal objetivo das medições das curvas I‐V / potência em campo, que é diferente das 

medições realizadas em laboratórios, é verificar a potência de pico efetiva / real dos módulos 

FVs instalados na usina. Além disso, as medições “in loco” propiciam: testar uma enorme 
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amostra de painéis FVs onde estão efetivamente instalados, revelar módulos FVs com 

problemas, detectar conexões defeituosas (podendo prevenir incêndios, choques e lesões), 

sombreamentos inoportunos sobre os módulos FVs e, se as medições em campo forem realizas 

com regularidade, também podem revelar problemas de degradação como destacado por 

Martinez‐Moreno et al. (2015), Drnberger et al. (2010) e Moreton, Lorenzo e Munoz (2014). 

Atualmente, a demanda (através dos investidores em usinas FVs) para a determinação da 

potência real de módulos fotovoltaicos em campo vem aumentando (Drnberger et al. (2010)). 

Para atender a esta crescente demanda, os métodos para medir as curvas I‐V / potência em 

campo devem ser ágeis, fáceis de se executar e ainda fornecerem resultados confiáveis, ou seja, 

com incertezas baixas (Martinez‐Moreno et al. (2015)). Desta forma, o mercado oferece diversos 

tipos de dispositivos / métodos para a medição da curva I‐V / potência que prometem cumprir 

os requisitos destacados (Durán et al. (2008) e Spertinoa et al. (2015)). 

Contudo, para a realização confiável das medições da curva I‐V / potência em campo, é 

requerido que o operador tenha um bom conhecimento dos principais fatores que podem 

influenciar as medições e não se baseie somente no traçador (dispositivo) da curva I‐V e no 

modelo matemático de translação da curva I‐V, isto é, extrapolar para as Condições Padrão de 

Teste (Standard Test Conditions – STC, em inglês). Ou seja, é importante que o operador esteja 

ciente das incertezas específicas de seu sistema de medição e do procedimento (método) de 

correção aplicado as medições (Drnberger et al. (2010) e e Moreton, Lorenzo e Munoz (2014)). 

Portanto, neste capítulo, apresenta‐se o estádio de futebol Mineirão e a sua central solar 

fotovoltaica instalada em sua cobertura. Em sequência é apresentado à caracterização do 

recurso solar disponível na localidade, o monitoramento de parâmetros elétricos do lado CA da 

usina (para o período de outubro de 2014 a setembro 2015), as medições das curvas I‐V e 

potência realizadas em campo. Posteriormente, os métodos utilizados e os principais resultados 

são analisados e discutidos. 

  
7.2. Usinas Solares em Estádios / Arenas esportivas 

 
Desde que o Comitê Olímpico Internacional (COI) incluiu, pela primeira vez, a temática de 

proteção ambiental (Programas Verdes) sendo o “terceiro pilar dos Jogos Olímpicos" e como um 

dos requisitos para uma candidatura “bem‐sucedida” para sediar os Jogos, os sistemas 

fotovoltaicos e os sistemas  para o aquecimento de água (ex: através de coletores solares) são 

promovidos como fontes de energia renovável que podem ser utilizados em estádios, arenas 

multi‐esportes e nos alojamentos dos atletas olímpicos (vila olímpica). 
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Em particular, os Jogos Olímpicos de Verão de 2000 realizados em Sydney, Austrália, foi o 

primeiro programa ecológico do COI (inspirado no compromisso de adotar medidas de 

conservação ambiental assumidas durante os Jogos Olímpicos de Inverno de 1994 em 

Lillehammer (Noruega). Posteriormente, os Jogos Olímpicos em Turim ‐ Itália (2006), Pequim ‐ 

China (2010), Londres ‐ Inglaterra (2012) e Rio ‐ Brasil (2016), todos adotaram programas 

substanciais de sustentabilidade. 

Os programas “verdes” adotados pelo COI possuem cinco áreas‐chaves, ou seja: 

conservação de energia, conservação da água, redução da geração de resíduos, mitigação da 

poluição e proteção do ambiente natural conforme destacam os relatórios do COI (Sydney 

(2000), FIFA (2010)).  

Atualmente, a sustentabilidade é parte essencial de qualquer projeto moderno dos Jogos 

Olímpicos e um conceito central da agenda Olímpica para o ano de 2020. Portanto, a aplicação 

das diversas tecnologias de energia solar existentes, nos esportes, está se tornando usual, assim 

como os esportes profissionais buscam uma vantagem competitiva estes programas estão na 

vanguarda da sustentabilidade. 

Muitas são as iniciativas ao redor do mundo que usam a energia solar em estádios 

esportivos para economizar e / ou exportar energia para uma rede elétrica local. De acordo com 

a Solar Energy Industries Association (SEIA, 2016) nos Estados Unidos da América (EUA), a 

capacidade total de energia solar acumulada em instalações esportivas profissionais atingiu 25,4 

MWp em 2015 (crescimento de 13% ao ano). A Fig. 7.1 mostra exemplos de sistemas 

fotovoltaicos em instalações esportivas profissionais nos EUA classificados por capacidade total 

acumulada (em kWp). 
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Figura 7.1 – Estádios solares nos EUA: (a) Lincoln Financial Field; (b) Staples Center; (c) Metlife. 

 
Na Ásia, o estádio Nacional em Kaohsiung / Taiwan possui um sistema fotovoltaico de 1 

MWp instalado no telhado. Construído para os Jogos Mundiais de 2009 e utilizado para os Jogos 

Asiáticos de 2014, é o primeiro estádio do mundo a utilizar unicamente energia solar como fonte 

de energia. O Thyagraj Stadium, na capital da Índia, cidade de Deli, que hospedou os Jogos da 

Commonwealth de 2010, foi instalada a primeira planta solar em telhado, de 1 MWp, no país 

(NRDC, 2012). Em 2015, em Bangalore, também na Índia, o estádio M. Chinnaswammy recebeu 

um sistema fotovoltaico de 400 kWp no telhado. Em 2008, nos Jogos Olímpicos em Pequim ‐ 

China o estádio Olímpico "Ninho de Pássaro" foi parcialmente energizado por um sistema 

fotovoltaico de 130 kWp (UNEP, 2008). 

Na Austrália, nos Jogos Olímpicos organizados em Sydney no ano 2000, o Super Dome 

(estádio para jogos de basquete) e o Parque Olímpico, receberam sistemas fotovoltaicos em 

seus telhados de 70 kWp e 64 kWp respectivamente. Na cidade de Townsville, uma usina 

fotovoltaica de 348 kWp foi instalada no Townsville Basketball Stadium em 2012 (IEA, 2012) e 

no estádio de futebol Carrara (220 kWp) na cidade de Gold Coast. A Fig. 7.2 ilustram exemplos 

de sistemas fotovoltaicos instalados em telhados na Austrália, Índia e Taiwan. 

 



138 
 

 

Figura 7.2 – Sistemas fotovoltaicos instalados em (a) M. Chinnaswammy (Índia), (b) 
Townsville (Austrália) and (c) Kaohsiung (Taiwan). 

 
Na Europa, alguns países adotaram um método para uso do espaço em telhados de estádios 

para gerar energia elétrica a partir de painéis fotovoltaicos denominado de "Solar Stadia". Assim, 

durante a Copa do Mundo da FIFA de 2006, na Alemanha, e na Copa da UEFA realizada na Suíça 

em 2008, este método foi posto em prática como destaca RÜther (2010).  

Desta forma, pela primeira vez na história da FIFA, os campeonatos da Copa do Mundo 

abordaram, especificamente, as preocupações ambientais criando o chamado programa Green 

Goal (originado em 2003 e, na Alemanha em 2006, foi posto em prática o primeiro programa de 

greenening para uma competição de futebol) que possui como prioridades: uso sustentável da 

água, resíduos, energia e transporte (FIFA, 2006). Ao fazê‐lo, a FIFA não teve como objetivo criar 

uma visão de curto prazo, mas sim contribuir de forma duradoura para a melhoria da proteção 

ambiental e sustentabilidade na realização de eventos mega‐esportivos conforme destaca 

Dolles e Södermana (2006). 

O Badenova‐Stadio (“Mage Solar Stadio”), localizado em Freiburg, na Alemanha, foi o 

primeiro estádio de futebol da Europa a receber um sistema fotovoltaico com capacidade de 

259 kWp instalado em seu telhado em 1995 (WHE (2011), Lisboa (2011)). Outros exemplos são: 

Fritz‐Walter‐Stadion em Kaiserslautern (1,35 MWp / telhado) e Bremer Weser‐Stadion (1,27 

MWp / telhado) em Bremen, ambos na Alemanha.  

Na Suíça, o estádio de futebol Wankdorf / Stade de Suisse em Berna foi instalada usina FV 

de 1,35 MWp / telhado) e na cidade de Biel, Tissot Arena uma planta solar FV de 2,11 MWp / 

telhado (Swissinfo (2016)). Em Verona, Itália, o Stadio Marc'Antonio Bentegodi tornou‐se 

“renovável” com o comissionamento de uma instalação solar fotovoltaica de 1 MWp sobre a sua 

cúpula em 2009 . A Fig. 7.3 ilustra alguns exemplos de sistemas FVs instalados em telhados na 

Alemanha, Itália e Suíça. 
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Figura 7.3 – Exemplos de sistemas FVs instalados em telhados em estádios na Europa (a) 
Badenova‐Stadio, (b) Tissot Arena, (c) Fritz‐Walter‐Stadion, (d) Stadio Marc'Antonio Bentegodi 
and (e) Bremer Weser‐Stadion. 

 
Recentemente, na América do Sul, o Brasil realizou quatro importantes eventos esportivos 

internacionais (Copa das Confederações em 2013, Copa do Mundo em 2014, Jogos Olímpicos e 

Paraolímpicos do Rio em 2016) assim, surgiu a oportunidade de “solarizar” alguns estádios em 

todo o país. 

O chamado programa Estádios Solares (RÜther et al., 2010), foi uma iniciativa do Instituto 

Ideal e da Universidade Federal de Santa Catarina (UFSC), foi concebido com o intuito de se 

instalar usinas fotovoltaicas nos estádios da Copa do Mundo da FIFA em 2014. Desta foram, 

surgiu a oportunidade de se reformar os estádios existentes (retrofit) bem como construir novos 

estádios e, ao mesmo tempo, instalar sistemas fotovoltaicos em telhados e áreas adjacentes. 

Na região sudeste do Brasil, foram instalados dois sistemas fotovoltaicos em estádios de 

futebol. Um deles, no estádio jornalista Mário Filho (Maracanã) localizado na cidade do Rio de 

Janeiro que recebeu um sistema fotovoltaico de 390 kWp em seu telhado. Na cidade de Belo 

Horizonte, capital do estado de Minas Gerais, foi instalada uma usina fotovoltaica de 1,42 MWp 

na cobertura do estádio do Mineirão. Esta última, será descrita com mais detalhes na próxima 

seção. 

Na região nordeste do Brasil, a arena Pernambuco, em Recife / Pernambuco, possui um 

sistema fotovoltaico instalado no solo de 1 MWp. Cabe destacar, que a Copa do Mundo de 2014 

não utilizou o estádio Pituaçu, localizado na cidade de Salvador, Bahia, embora este estádio 

tenha sido o primeiro da América Latina a receber um sistema fotovoltaico de 403 kWp. Durante 

este evento esportivo internacional, o estádio Pituaçu serviu apenas como campo de 

treinamento oficial para as equipes da competição. A Fig. 7.4 mostra os quatro estádios que 

receberam sistemas fotovoltaicos no Brasil. 
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Figura 7.4 – Sistemas fotovoltaicos instalados em estádios no Brasil. (a) estádio do 

Maracanã (b) estádio do Pituaçu, (c) arena Pernambuco (d) estádio do Mineirão. 
 
7.3. O estádio do Mineirão 
 
O estádio do Mineirão ou Minas Arena, oficialmente nomeado de estádio Governador 

Magalhães Pinto, foi inaugurado em 1965. A arena de futebol faz parte do complexo 

arquitetônico da Pampulha (Patrimônio Cultural Mundial da UNESCO), projetado por Oscar 

Niemeyer78 e localizado (coordenadas geográficas: 19° 51'57 "S 43° 58'15" O) na região norte da 

capital Belo Horizonte (MG). O estádio é também Patrimônio Cultural da cidade. Portanto, o 

Mineirão é um dos estádios de futebol mais famosos e importantes do Brasil e da América 

Latina. 

O estádio, até os anos 90, possuía uma capacidade para 130.000 espectadores, porém, por 

questões de segurança a sua capacidade máxima foi reduzida para 75.000 espectadores. 

Quando o Brasil venceu sua candidatura para sediar a Copa do Mundo de 2014, o Mineirão teve 

um grande retrofit. O projeto incluiu uma reconstrução completa da camada inferior, uma 

extensão do telhado e remodelações adicionais para adequar o estádio aos padrões da FIFA e 

assim, alcançar os compromissos de metas verdes. Portanto, a capacidade diminuiu para 58.259 

espectadores por razões de conforto e também segurança. 

Após a remodelagem, em 2014, o Mineirão se tornou o primeiro estádio do Brasil, e o 

segundo no mundo, a receber a certificação “LEED Platinum” de sustentabilidade (selo que 

representa a liderança em design energético e ambiental) concedido pelo U.S. Green Building 

Council (USGBC), devido à gestão dos recursos (energia, água, etc) realizados na edificação. 

                                                             
78 Arquiteto brasileiro considerado um dos principais arquitetos no desenvolvimento da arquitetura 
moderna. 
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Em 2013, na Copa das Confederações, o estádio recebeu três partidas (incluindo uma 

semifinal), na Copa do Mundo de 2014 recebeu seis partidas (incluindo uma semifinal) e nos 

Jogos Olímpicos do Rio em 2016, foi sede de seis jogos de grupo, dois quartas‐de‐final, um semi‐

final feminina e o terceiro lugar do masculino demostrando assim, a importância da arena no 

universo esportivo não somente nacional, mas também internacional. A Fig. 7.5 ilustra uma vista 

aérea do estádio (a) antes da sua modificação; (b) após a sua modificação para a Copa do 

Mundo. 

 

 

Figura 7.5 – Vista aérea do estádio Mineirão (a) antes da reforma (b) após a reforma. 
 

Como se pode observar, a Fig. 7.5 (b) mostra o sistema fotovoltaico instalado na cobertura 

do estádio recebido como parte dos esforços para a sua modernização. A usina de energia solar 

é uma parceria entre a Agência de Cooperação Técnica Alemã (GTZ / GIZ), a Companhia 

Energética de Minas Gerais (CEMIG) e a concessionária Minas Arena, gestora do estádio. O 

projeto foi parcialmente financiado pelo Banco de Desenvolvimento KfW, da Alemanha, e pelo 

governo estadual através da CEMIG. Na atualidade, este sistema fotovoltaico é a maior 

instalação fotovoltaica, em cobertura, em estádios de futebol no Brasil e apresenta condições 

desafiadoras para alcançar um desempenho ótimo do sistema, conforme será descrito nas 

próximas seções. 

 
7.4. Sistema Fotovoltaico do estádio de futebol Mineirão 

 
A usina fotovoltaica instalada na cobertura do estádio de futebol Mineirão é composta por 

5.910 módulos fotovoltaicos de silício policristalino do fabricante Mprime (Martifer) modelo M 

240P. O telhado do estádio, que aparenta uma coroa, possui 360o de visada e está dividido em 

88 segmentos físicos (de concreto) sendo 42 segmentos (setores leste e oeste) contendo 75 

módulos fotovoltaicos cada (18 kWp / segmento) e 46 segmentos (setores norte e sul) com 60 

módulos fotovoltaicos cada (14,4 kWp / segmento). 

Todos os módulos fotovoltaicos, que compõem cada segmento físico, possuem 80 de 

inclinação, ou seja, seguem o ângulo de inclinação do telhado. É importante mencionar que os 
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módulos FVs não estão aparentemente visíveis a um observador externo ao estádio devido às 

restrições impostas pela instituição que forneceu a edificação o título de Patrimônio Cultural do 

Município. Sendo assim, algumas estruturas do estádio não poderam ser modificadas no retrofit, 

portanto, problemas com sombreamentos, ocasionados pelos segmentos, sobre os painéis 

durante o dia é constante ao longo do ano.  

O sistema possui uma capacidade instalada total de 1,42 MWp e ocupa uma área de 11.530 

m² (70% da área total do telhado ‐ 16.424 m²) (CEMIG (2014) e Martifier Solar (2013)). A Fig. 7.6 

mostra um esquema geral dos segmentos onde a usina fotovoltaica está instalada. 

 

 

Fonte: Adaptado CEMIG. 

(a) 

 
(b) 

Figura 7.6 – (a) Usina solar fotovoltaica; (b) Segmentos com os geradores fotovoltaicos 
(strings) no telhado. 

 
Cada segmento da Fig. 7.6 (a) / (b) é composto por 6 a 7 fileiras ou strings (contendo de 9 

a 12 módulos fotovoltaicos por string) que estão conectados a um inversor do fabricante 

Ingeteam, modelo Ingecon Sun Smart TL, com potência nominal de 15 kW e três seguidores do 

ponto de máxima potência ‐ SPMP (2 a 3 strings por cada SPMP, 1 SPMP para cada fase). 

Portanto, 88 inversores compõem todo o sistema e os mesmos foram instalados em oito salas 

(11 inversores por sala) no estádio. 
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As saídas de cada inversor fornecem 380 V de tensão industrial CA (fase‐fase) e uma 

potência nominal total de 1,32 MW para duas subestações elevadoras, localizadas nos setores 

norte e sul do estádio. Cada subestação possui 750 kW e são conectadas a quatro salas de 

inversores. Finalmente, as subestações elevam a tensão para um barramento de 13,8 kV para 

ser utilizado no sistema de distribuição da concessionária local (Martifier Solar (2013)). A Fig. 7.7 

apresenta (a) esquema geral das salas de inversores e subestações; (b) string de módulos FVs 

em um segmento; (c) sala de inversores; (d) subestação de conexão à rede elétrica da instalação 

fotovoltaica; (e) subestação elevadora; (f) dispositivos de comutação para a instalação 

fotovoltaica (interface com a rede de distribuição). A Fig. 7.8 apresenta diagrama de linha, como 

exemplo, para um segmento que compõe o sistema fotovoltaico. 

 

 

Figura 7.7 ‐ (a) Esquema geral das salas de inversores e subestações; (b) string de módulos 
fotovoltaicos em segmento; (c) sala de inversores; (d) subestação de conexão à rede elétrica da 
instalação fotovoltaica; (e) subestação elevadora; (f) interface com a rede de distribuição. 
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Fonte: Adaptado CEMIG. 

Figura 7.8 – Diagrama elétrico unifilar para um segmento da UFV Mineirão. 
 

7.5. Caracterização do recurso solar – método, resultados e discussão 

 
De uma forma geral, o desempenho dos sistemas fotovoltaicos depende fortemente das 

condições meteorológicas como destacam diversos autores (Ramli et al. (2016), Ghazi (2014), 

Congedo et al. (2013), Correa‐Betanzo, Calleja e Lizarraga (2016)). Portanto, para o sistema 

fotovoltaico na cobertura do estádio de futebol Mineirão, foram instaladas quatro estações 

meteorológicas / solarimétricas que registram: irradiância global (GHI) no plano horizontal 

(utilizam piranômetros do fabricante Kipp & Zonen modelo CMP 21), temperatura ambiente 

(através de sensores PT‐100´s), umidade relativa do ar e velocidade / direção do vento 

(anemômetros ultrassônicos do fabricante Lufft, modelo 200A).  

Além disso, quatro células fotovoltaicas de referência, de silício cristalino, também foram 

instaladas no plano dos arranjos fotovoltaicos (Plane of Array ‐ POA). As estações e sensores 

(denominados como DL01, DL02, DL03 e DL04) estão localizados nos setores norte, sul, leste e 

oeste do estádio, como mostra a Fig. 7.9. 
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Figura 7.9 – Localização das 4 estações meteorologicas / solarimétricas e quatro células de 
referências (DL01‐DL04) no estádio (Fonte: Adaptado CEMIG). 

 
 

Cabe ressaltar que todos os dados dos sensores / estações são coletados por um 

controlador lógico programável (PLC), que digitaliza / integra os diversos parâmetros a cada 15 

minutos, e são supervisionados por um sistema SCADA.  

Para validar os dados de irradiância / irradiação das estações / sensores da usina FV 

Mineirão, foram utilizados nove anos de dados horários históricos (2007‐2015) para o 

parâmetro GHI. Os dados horários foram coletados por um piranômetro do fabricante Kipp & 

Zonen modelo CMP 21 da estação meteorológica / solarimétrica do Instituto Nacional de 

Meteorologia (INMET). Esta estação está localizada no interior do campus da Universidade 

Federal de Minas Gerais (UFMG) e fica apenas 2 km da UFV Mineirão. A Fig. 7.10 mostra a 

estação meteorológica / solar do INMET instalada no campus da UFMG enquanto a Fig. 7.11, 

apresenta a correlação GHI, para um conjunto (amostra) de dados (maio a novembro de 2014), 

entre a estação INMET e a estação DL02 do estádio. 

 

 

Figura 7.10 – Estação meteorológica / solarimetrica do INMET no campus da UFMG. 
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Figura 7.11 – Correlação GHI (estação INMET x estação DL02). 

 
A Fig. 7.11 demonstra que os dados GHI da estação INMET têm uma boa correlação, para 

toda a faixa de irradiância, com os dados da estação DL02, com um fator de correlação de 1,53. 

Uma vez que os dados da estação INMET têm um intervalo de tempo mais amplo (dados 

históricos GHI), este conjunto de dados foi escolhido para as análises subsequentes, a fim de se 

avaliar a variação sazonal do recurso solar que ocorre ao longo do tempo, proporcionando um 

melhor entendimento sobre o perfil característico do recurso solar na região onde está instalada 

a central fotovoltaica do Mineirão. A Fig. 7.12 mostra a média mensal da irradiação global diária 

no plano horizontal (por ano) e a Fig. 7.13 mostra a média anual de irradiação global diária no 

plano horizontal. 

 

 

Figura 7.12 – Média mensal da irradiação global diária no plano horizontal (por ano). 
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Figura 7.13 – Média anual de irradiação global diária no plano horizontal. 

 
Como pode ser visto na Fig. 7.12 e Fig. 7.13 os GHI diários, mensais e anuais, variam ao 

longo do ano, demonstrando o comportamento estocástico do recurso solar e no local. Os anos 

como 2014 e 2015 atingiram os valores mais elevados para a média diária, 5,57 e 5,28 kWh / m², 

situando‐se 7% e 2% acima da média respectivamente, conforme apresentado na Fig. 7.14. 

 

 

Figura 7.14 – Desvio médio para irradiação global anual. 

 

Os anos de 2014 e 2015 foram, particularmente, muito secos, 994 mm e 1.245 mm de 

precipitação respectivamente, em comparação com as precipitações anuais totais para o 

período de 2007 a 2015. Estes valores são inferiores à precipitação média para o período (1.574 
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mm). Tal fato pode explicar os altos valores encontrados para a irradiação global para os anos 

de 2014 e 2015.  A Fig. 7.15 apresenta precipitações anuais totais para uma série histórica de 

nove anos. 

 

 

Figura 7.15 – Precipitação anual total para o período de 2007 a 2015. 

 
Do ponto de vista da distribuição de frequência da irradiância, considerou‐se o período de 

outubro de 2014 a setembro de 2015. Este tipo de análise classifica os dados dependendo da 

frequência que são encontrados em um determinado intervalo. Para os dados de irradiância, a 

análise foi embasada na energia solar incidente (irradiação) e no seu tempo de ocorrência. A 

análise de energia, indica a quantidade total de irradiação disponível em cada intervalo de 

irradiância, enquanto a análise de tempo, indica quanto tempo (horas) prevaleceu cada 

intervalo de irradiância. A Fig. 7.16 mostra a distribuição de frequência de energia (irradiação) 

em função da irradiância. 
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Figura 7.16 – Distribuição de frequência da energia solar incidente na localidade para o 
período de outubro 2014 a setembro de 2015. 

 
Na Fig. 7.16, os valores da barra em azul, que correspondem ao eixo vertical esquerdo, 

indicam a quantidade anual de energia solar recebida (irradiação) por metro quadrado para cada 

faixa de irradiância. O valor percentual acumulado é mostrado na linha contínua (alaranjada), 

eixo vertical direito. O montante total anual de energia disponível foi de 1.985 kWh / m² 

(apresentado no rótulo do eixo vertical direito) e este valor está 5% acima do valor médio total 

da energia anual para o período de 2007 a 2015 (1.885 kWh / m²). 

De acordo com a Fig. 7.16, as faixas de irradiância que mais contribuíram energeticamente 

no período foram: 650‐700 W / m² (148 kWh / m²), 700‐750 W / m² (184 kWh / m²) e 750‐800 

W / m² (145 kWh / m²) conforme destacado nas barras azuis com contornos pretos. A 

contribuição energética das irradiâncias até estes intervalos representa 69% da energia coletada 

pelos sensores, e estas três faixas contribuem por si só cerca de 23% (7%, 9% e 7%, 

respectivamente) da irradiação incidente total na localidade durante o período. Outra análise 

efetuada foi a distribuição de frequência de irradiância versus o tempo de ocorrência, como 

mostra a Fig. 7.17. 
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Figura 7.17 – Distribuição de frequência da irradiância versus tempo de ocorrência (outubro 
2014 a setembro 2015). 

 
Similarmente a distribuição de energia da Fig. 7.16, a análise de tempo na Fig. 7.17 

apresenta tempos de ocorrência por classes de irradiância, considerando as medições diárias de 

6:00 a.m. a 7:00 p.m. Nota‐se que aproximadamente 95% das ocorrências estão abaixo de 950 

W/m2. 

Na Fig. 7.17, considerando o período de 2014 a 2015, as faixas de irradiância mais 

frequentes na região do estádio Mineirão são de 50 a 200 W / m² (17% ou 930 horas totais) e 

entre 400 W / m² a 750 W / m² (66% ou 1.544 horas totais). A faixa de 700‐750 W / m² deve ser 

destacada com 254 horas, ou 5,5% do total. Além disso, a análise mostra que, durante cerca de 

81% do tempo (horas acumuladas, linha continua alaranjada) a irradiância é menor ou igual a 

750 W / m². 

É importante mencionar que a primeira faixa de irradiância (0‐50 W / m²) possui valores 

fora do intervalo, mas eles podem ser lidos (733 h) no topo da barra como apresentado na Fig. 

7.17. Apesar deste intervalo possuir um tempo substancial de ocorrência a sua contribuição de 

energia é muito pobre. 

Considerando a Fig. 7.16 e a Fig. 7.17, apesar da irradiância prevalecer em níveis mais baixos 

(0 a 350 W / m²) por um bom intervalo de tempo, a geração de energia na usina FV do Mineirão 

é concentrada, principalmente, em níveis médios de irradiância (400 W / m² a 800 W / m²). 

Nestas faixas, a transferência de energia é elevada (para toda a faixa), fazendo com que essas 

irradiâncias apresentem uma maior contribuição energética. Finalmente, para completar a 

análise de distribuição de frequência para a radiação solar (de outubro de 2014 a setembro de 
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2015), na planta solar do estádio do Mineirão, os valores diários de irradiação foram 

classificados em faixas de energia como mostra a Fig. 7.18. 

 

 

Figura 7.18 – Classificação das faixas de irradiação diária. 

 
A Fig. 7.18 mostra o número de dias que ocorreu cada intervalo de irradiação e sua 

contribuição energética. Os comprimentos das barras azuis correspondem à quantidade de 

energia solar, por metro quadrado, que está disponível para aqueles dias, que corresponde ao 

eixo vertical esquerdo. A linha contínua (alaranjada) representa a energia acumulada total, eixo 

vertical direito, e a quantidade total de energia, rotulada neste eixo, foi de 1.985 kWh / m². 

Além disso, a Fig. 7.18 ilustra uma tendência de valores concentrando‐se em faixas que vão 

de 4,4 kWh / m² até 5,8 kWh / m² (35% da energia total). Já o intervalo de 5,6 a 5,8 kWh / m² 

possui 49% da energia acumulada total, ou seja, contribuição de 6% da energia total nesta faixa. 

Portanto, este estudo de caracterização demonstra a boa disponibilidade do recurso solar na 

região do estádio do Mineirão e, consequentemente, um aproveitamento dos módulos FVs da 

UFV Mineirão. 
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7.6. Monitoração da Planta Solar – Métodos, Resultados e Discussão 

 
Monitorar um sistema fotovoltaico é uma prática bem conhecida e difundida em torno do 

mundo como destacam diversos autores (Müller et al. (2014), Woyte et al. (2014), Moreno‐

Garcia (2016), IEC 61724 (1998), Carigiet et al.(2013), Spertino e Corona (2013), Carrillo e 

Martínez‐Moreno (2015), Macêdo e Zilles (2007), Martínez‐Moreno et al. (2014), Bizzarri, 

Brambilla e Caretta (2014), Firman et al. (2014) e Drews et al. (2007)). A monitorização de todos 

os parâmetros operacionais de uma instalação solar fotovoltaica (por exemplo, tensões CC‐CA, 

correntes CC‐CA, potências CC‐CA, radiação solar, etc) é crucial para a detecção de falhas e na 

produção de energia / avaliação de rendimento. No trabalho realizado nesta Tese, o lado CA da 

usina fotovoltaica do Mineirão foi monitorado, para o período de outubro de 2014 a setembro 

de 2015, por um analisador digital e qualidade energia do fabricante Fluke 435 série II. 

Esse equipamento é utilizado para o comissionamento e monitoramento de centrais 

fotovoltaicas (Woyte et al. (2014), Martínez‐Moreno (2014)) e também para medir muitos 

parâmetros elétricos como tensão (até 1.000 V ‐ fase / neutro ‐ ± 0,1% Vnominal), corrente (5 A 

a 6.000 A, CC + AC ‐ ± 0,5%), potência (W, VA, VAr, W até 6.000 MW ± 1%), harmônicos (THD's 

tensão / corrente, 1 a 50) e outros. 

Neste trabalho, os valores médios de tensão, corrente, potências [ativa (P), reativa (Q) e 

aparente (S)], bem como THDs e outras variáveis de interesse foram amostrados por fase e 

armazenados em intervalos de 5 minutos. O dispositivo de aquisição de dados (Fluke 435) foi 

conectado ao ponto de acoplamento comum (PAC) entre a rede elétrica e a usina fotovoltaica 

do estádio de futebol Mineirão, conforme ilustrado na Fig. 7.19. A Fig. 7.20, mostra a energia 

acumulada diariamente (em MWh, MVArh e MVAh) medida para o período de outubro de 2014 

a setembro de 2015. 

 

Figura 7.19 – Diagrama de interface entre a rede elétrica e a planta solar. Em vermelho, o 
local de instalação do Fluke 435. 
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Figura 7.20 – Geração de energia diária durante o período de monitoração. 
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Conforme ilustrado na Fig. 7.20, os círculos pontilhados negros indicam dias de dados 

perdidos devido à manutenção (ocorridos nos dias 5 a 8, 21 e 22 de dezembro de 2014, que 

representa apenas 1,6% do período observado) e / ou geração muito abaixo do esperado (26 de 

outubro de 2014 e 1º de abril de 2015, 1% do período observado). Para o período, o sistema 

apresentou uma geração média de 4,83 MWh / dia, totalizando 1.761 MWh (1.89379 MWh lado 

CC), resultando em uma energia específica anual (annual final yield, em inglês ‐ YF) de 1.240 kWh 

/ kWp (média diária igual 3,40 kWh / kWp) e um fator de capacidade (FC) anual médio de cerca 

de 14%. A Fig. 7.21 apresenta o rendimento global médio (average performance ratio – PR) para 

todos os meses de monitoração da UFV Mineirão. 

 

 

Figura 7.21 – PR mensal da UFV Mineirão para todos os meses de monitoração. 
 

Conforme é possível observar na Fig. 7.21, e como esperado, para os meses com baixo 

recurso solar (maio, junho e julho / Fig. 7.12), e devido a inclinação de 8o adotada na usina, os 

PRs resultantes foram também reduzidos acarretando uma baixa produtividade da usina FV. O 

contrário ocorre para os demais meses onde os PRs obtiveram valores mais elevados que 

correspondentes aos meses mais ensolarados. Além disso, também é possível notar que os 

valores de PRs variam entre 0,61 e 0,70 apresentando um valor médio próximo a 0,66 durante 

o ano (linha tracejada vermelha). Cabe salientar que para calcular este parâmetro, foram 

utilizados os dados GHI da estação INMET, descrita na seção 7.5, e também a Eq. I.3. 

                                                             
79 Considerando uma eficiência média de conversão de energia, inversores (96%)+transformadores 
(97%), de aproximadamente 93%. 
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De forma a comparar os resultados energéticos obtidos na monitoração da planta FV, uma 

série de simulações, utilizando o software PVsyst versão 6.30, foram realizadas considerando os 

88 segmentos (que foram modelados no software em 3D) e as perdas ocasionadas pelo 

sombreamento sobre os módulos FVs da usina conforme apresenta o relatório desenvolvido 

pela empresa responsável pela operação e manutenção (O&M) da planta solar (CEMIG, 2014). 

Como exemplo, a Fig. 7.22 (a) apresenta os dados de entrada / modelo em 3D realizado no 

software PVsyst para os geradores FVs do segmento 67, os quais estão orientados para o norte 

geográfico e uma foto deste segmento; a Fig.7.22 (b) mostra o diagrama de sombras gerado pelo 

software para o segmento 67.  

 

 

Figura 7.22 (a) Dados de entrada / modelo em 3D para os geradores FVs do segmento 67 / 
foto deste segmento. 
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Figura 7.22 (b) Diagrama de sombras gerado pelo software para o segmento 67. 
 
A Fig. 7.22 (a) apresenta o sombreamento ocasionado pelos “braços” de concreto dos 

segmentos sobre os módulos FVs. As sombras são representativas durante o período da manhã 

(iniciam próximo às 8 hrs, com perdas de 40%, e terminam às 9:30 hrs com 1% de perdas) e no 

turno da tarde (iniciam cerca das 15 horas, com 5% perdas, e terminam próximo às 16 horas, 

com 40 % de perdas) durante todo o ano conforme apresenta o diagrama da Fig. 22 (b).  

Para o segmento 67, o qual possui 60 módulos FVs (14,4 kWp), os resultados das simulações 

no PVsyst foram: 1.6641 kWh / ano; YF anual de 1.156 kWh / kWp, FC = 13,4% e PR= 71%. Se 

forem considerados os 88 segmentos da UFV Mineirão, o resultado energético geral obtido pelas 

simulações foram: 1.610 MWh / ano; YF = 1.134 kWh / kWp, FC = 12,9% e PR= 72%. A Tab. 7.1 

resume os resultados gerais energéticos obtidos para o período de monitoração e as simulações 

utilizando o software PVsyst para a UFV Mineirão. 
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   Tabela 7.1 ‐ Resumo os resultados gerais energéticos obtidos para o período de 
monitoração e as simulações utilizando o software PVsyst para a UFV Mineirão. 

 UFV Mineirão 

Figuras de 
Mérito 

Enegia produzida  YF Anual FC PR  Irradiação Referência  

(MWh / ano) (kWh / kWp) (%) (%) (kWh / m².dia) 

Monitoração 1.761 1.240 14 66 5,18 [Figura 5.13] 

PVsyst  1.610 1.134 12,9  72 4,32  

Diferença 
Relativa (%) 8,57 8,57 7,86 8,33 16,61 

 
Como ilustrado na Tab. 7.1, os resultados energéticos obtidos pela monitoração são 

melhores se comparados com os resultados gerados pelas simulações realizadas no PVsyst, ou 

seja, os resultados para as diferenças relativas, para as figuras de mérito energia anual 

produzida, YF e FC são 8,57%, 8,57% e 7,86%, respectivamente, maiores para os dados 

monitorados. 

Para o parâmetro PR, as simulações no PVsyst apresentaram um valor melhor (72%) em 

comparação com o PR monitorado (66%, 6% de diferença relativa). Entretanto, se for 

considerada a irradiação anual utilizada para cálculo do PR nos dados de monitoração, ou seja, 

5,18 kWh / m². dia para as simulações no software, um novo resultado para o PR é obtido (67%). 

Sendo assim, a diferença relativa entre os dois parâmetros decai para 1%. Tal fato demonstra a 

importância de se realizar os cálculos com os mesmos parâmetros de referência quando se 

compara dados operacionais de uma UFV com dados simulados.  

De acordo com a Fig. 7.20, para todo o período monitorado, a potência reativa (Q) é sempre 

negativa, devido ao fator de potência indutivo da planta e está sempre relacionada à potência 

ativa (P) produzida ao longo do dia.  A Fig. 7.23 (a) mostra as potências ativa (losango verde, 

P_Total), reativa (quadrado amarelo, Q_Total) e a aparente (triângulo cinza, S_Total) e tensão 

de linha (linha azul) durante dez dias (1 a 10) para janeiro de 2015. A Fig. 23 (b) apresenta o 

perfil de irradiância (linha alaranjada), mensurada pela estação do INMET para o mesmo 

período. 
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Figura 7.23 (a) – Potências entre o sistema fotovoltaico e a rede elétrica durante 10 dias de 
janeiro de 2015. 

 
Figura 7.23 (b) ‐ Perfil de irradiância para os dias 10 a 10 de janeiro de 2015. 

 

Conforme ilustrado na Fig. 7.23 (a), a potência ativa (P) está próxima da potência aparente 

(S) indicando uma baixa demanda da potência reativa no ponto de medição.Também na Fig. 

7.23 (a), é possível observar que o aumento da geração fotovoltaica ao longo do dia, aumenta 
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oconsumo de potência reativa. Como o ponto de medição é localizado após os transformadores, 

um fato pode ser levantado em consideração para explicar esse comportamento de consumo 

de energia reativa. Este fato considera que à medida que o carregamento do transformador 

aumenta, há um aumento natural do consumo de potência reativa, o que leva a um 

comportamento indutivo mais intenso do transformador. 

A Fig.23 (b) apresenta o perfil de irradiância para os primeiros 10 dias de janeiro de 2015, 

que estão diretamente correlacionados com a geração e potência da planta fotovoltaica. Nestes 

dias, a irradiância atingiu valores de pico entre 866 W / m² (menor) e 1.151 W / m² (maior) com 

média de 1.033 W / m² e o sistema fotovoltaico teve uma produção média de energia de 6,55 

MWh / dia, YF diário igual 4,61 kWh / kWp e um PR igual a 70% (com potência nominal média 

no pico de 1,14 MW). A Fig. 24, a Fig. 25 e a Fig. 26 apresentam os mesmos parâmetros e análises 

realizadas para os dados da Fig. 23 (a), mas com detalhes melhores para dias com diferentes 

perfis. 

 

Figura 7.24 – Perfil de potência para um dia parcialmente nublado. 
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Figura 7.25 ‐ Perfil de potência para um dia nublado. 

 

Figura 7.26 ‐ Perfil de potência para um dia ensolarado (sem nuvens). 
 

Como é possível observar a Fig. 7.24, Fig. 7.25 e Fig. 7.26, pode‐se observar que a tensão 

fase ‐ fase oscila dentro da faixa de 14,0 a 14,25 kV, que está acima da tensão nominal de 13,8 

kV (1,4% a 3,2% acima do valor nominal, respectivamente). Esse fato é comum, uma vez que a 

usina fotovoltaica é conectada diretamente ao barramento da subestação, por meio de um 

alimentador dedicado. Além disso, nas mesmas figuras, os períodos sem geração fotovoltaica 

(das 18 h às 6 h aproximadamente), o sistema exibe um autoconsumo aproximado de 10 kW 
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que pode estar associado, principalmente, a perdas em transformadores e sistema de 

supervisão e controle. 

A Fig. 7.24 mostra um perfil de potência para um dia parcialmente nublado. Para este dia, 

a irradiação atingiu 865 W / m², ao meio‐dia solar, e teve um dia de irradiação de 5,84 kWh / 

m². Para esta condição, a usina fotovoltaica atingiu uma produção média de energia de 5,03 

MWh / dia (866 kW de potência nominal) e um YF diário de 3,60 kWh / kWp e PR igual a 62%. 

Para a Fig. 7.25, dias nublados, os valores da radiação solar foram de 797 W / m² (no meio‐dia 

solar) e a irradiação foi de 4,26 kWh / m².dia. Neste dia, o sistema fotovoltaico gerou 3,55 MWh 

/ dia (YF = 2,54 kWh / kWp / PR = 60%) com potência nominal de 1,02 MW ao meio‐dia solar. 

A Fig. 7.26 mostra o perfil de um dia ensolarado (sem nuvens) onde a geração FV atingiu o 

valor mais elevado de todos os dias monitorados, ou seja, potência nominal de 1,15 MW ao 

meio‐dia solar (1.162 W / m², máxima irradiância registrada), geração de 8,66 MWh ao longo do 

dia (8,63 KWh / m². dia registada), YF igual a 6,20 kWh / kWp e PR = 72%. A Fig. 7.27 e a Fig. 7.28 

mostram a potência reativa versus a potência ativa e o fator de potência (FP) como função da 

potência ativa para diferentes perfis de geração. 

 

 

Figura 7.27 – Potências ativa e reativa e fator de potência em função da potência ativa.  
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Figura 7.28 ‐ Potência ativa e reativa e fator de potência como função da potência ativa 
para dias com diferentes perfis de geração. 

 
As Fig. 7.27 e Fig. 7.28 demonstram que os fatores de potência da usina fotovoltaica estão 

próximos à unidade quando o sistema opera à potência nominal.  É também possível notar uma 

tendência de diminuição dos valores do fator de potência quando submetidos a cargas parciais, 

sendo que o decréscimo do fator de potência é importante para a descrição da qualidade da 

energia (Macêdo e Zilles, 2007).  

De acordo com o IEEE (2000), o fator de potência (FP) de um inversor deve sempre operar 

acima de 0,85 quando sua saída exceder 10% da potência nominal. No entanto, com o 

consentimento da concessionária de energia local, o fator de potência pode operar com valores 

abaixo de 0,85 para compensação ou correção. Atualmente, os inversores possuem mecanismos 

de controle que podem ajustar o fluxo de potência reativa de acordo com as necessidades da 

rede elétrica. 

 
7.7. Medições em campo da potência / Curvas I-V em geradores da UFV Mineirão 

 
A medição da potência CC (isto é, de curvas I‐V e seus parâmetros elétricos) de geradores 

fotovoltaicos em campo é um procedimento de comissionamento bem estabelecido e utilizado 

conforme destaca diversos autores (Martinez‐Moreno et al. (2015), Drnberger (2010) e 

Moreton, Lorenzo e Munoz (2014); (TamizhMani et al. (2011), Treble (1994), Martinez‐Moreno 

et al. (2015), IEC 61829 (1995), IEC 61853 (2011) e Müllejans,  Zaaiman e Galleano (2009)). 

Portanto, a metodologia utilizada neste trabalho consiste na medição da potência CC (corrente 
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/ tensão), em sol real, nos geradores fotovoltaicos escolhidos (strings) e instalados nos 

segmentos, em conjunto com um módulo FV de referência / célula FV de referência, da usina 

fotovoltaica do Mineirão. Os dados obtidos, através de uma campanha de medição, foram 

corrigidos com a medida padrão associada, ou seja, foram extrapolados para as Condições 

Padrão de Teste (STC). Portanto, foi possível identificar a potência real e reavaliar os parâmetros 

de desempenho apresentados anteriormente. 

Para a campanha de medição foram utilizadas duas cargas capacitivas. A primeira, foi 

desenvolvida pelo Grupo de Estudos e Desenvolvimento de Alternativas Energéticas (GEDAE) da 

Universidade Federal do Pará (UFPA) que pode obter, a sol real, as curvas I‐V de um gerador 

fotovoltaico e de módulo FV de referência simultaneamente. O dispositivo possui as seguintes 

características elétricas: 0‐500 Vcc ± 0,5%; 0‐50 Vcc ± 0,5%; 0‐20 Acc ± 0,5%.  A segunda carga 

capacitiva utilizada, é do fabricante Solmetric, modelo PVA 600, e o equipamento é encontrada 

no mercado para venda, portanto, é uma carga comercial e suas características elétricas são: 

600 Vcc ± 0,5%; 20 Acc ± 0,5%.  

Cabe salientar que a intenção de se utilizar duas cargas capacitivas na campanha de 

medição foi de comparar os resultados obtidos entre si e, portanto, conhecer a qualidade dos 

dados coletados (incluindo incertezas) de ambas as cargas. 

Para obtenção dos dados provenientes da carga capacitiva do GEDAE, foi utilizado um 

osciloscópio digital portátil (scopemeter) do fabricante Fluke modelo 190 ‐ 504 série II (quatro 

canais). Este equipamento pode medir muitos parâmetros elétricos tais como: tensão (Vcarms, 

Vcc, Vca + Vccrms até 1000 V ± 1,5% Vnominal / Vcc ± 0,5%), corrente (0,5 A a 1000 A, CC ± 0,5 

%), potência (W, VA, Var, W), etc. 

O módulo fotovoltaico utilizado como referência (sensor primário calibrado) é da mesma 

tecnologia dos painéis da usina, ou seja, é de silício cristalino (c‐Si) com potência de pico de 22 

Wp. O equipamento foi calibrado no Laboratório de Energia Solar do grupo GEDAE / UFPA em 

um simulador solar (fabricante Pasan) com classificação A + A + A +. Além disso, foi utilizada uma 

célula de referência, também de tecnologia c‐Si (com correções de temperatura, espectral e 

angular), de precisão ± 2% (utilizada como sensor secundário calibrado).  

Em conjunto com os sensores fotovoltaicos de referência, também foram utilizados 

termopares tipo K de duas entradas que foram posicionados na parte posterior dos módulos 

fotovoltaicos (precisão <2oC, incluindo limitações inerentes ao termopar / 0,1oC de resolução) 

do kit de sensores sem fio (wireless) Solmetric. 

Cabe salientar que ambas as referências (célula e módulo FV) foram acoplados em planos 

paralelos aos geradores fotovoltaicos (strings) da usina cuja a inclinação é de 8o. A Fig. 7.29 

mostra a carga capacitiva desenvolvida pelo GEDAE / UFPA acoplada com o osciloscópio Fluke 



164 
 

190 e a Fig. 7.30, ilustra a célula / módulo FV de referência c‐Si (coplanares ao gerador 

fotovoltaico), sensor de termopar e carga capacitiva comercial Solmetric (PVA 600). 

 

 

Figura 7.29 – Carga capacitiva do GEDAE / UFPA conectada ao osciloscópio Fluke 190. 

 

Figura 7.30 – Célula e modulo FV de referência coplanares ao gerador FV, sensor termopar 
e carga capacitiva comercial Solmetric (PVA 600). 

 

A campanha de medição teve a duração de cinco dias (de 11 a 15 de julho de 2016, das 9:30 

às 13:30 hrs) e foi realizada em sete segmentos, de 6‐7 strings / segmento (9‐10 módulos 

fotovoltaicos / string), da planta solar. Um ou dois geradores fotovoltaicos (PV1 / PV2) por 

segmento foram escolhidos para realização das medições (de 10 a 30 medições / gerador 

fotovoltaico).  
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Cabe ressaltar que a realização de medições em pequenas partes de uma usina solar é 

possível verificar o estado de operação dos módulos fotovoltaicos instalados. A Tab. 7.2 mostra 

os segmentos escolhidos e as características de seus geradores fotovoltaicos (PV1 / PV2). A Fig. 

7.31 ilustra a localização de segmentos escolhidos (retângulos vermelhos) e a Fig. 7.32, 

exemplos de geradores PV 1 (retângulos pretos) e PV 2 (retângulos cinzentos) / número de 

módulos. 

 
Tabela 7.2 – Número dos segmentos escolhidos e as características dos geradores FV. 

Localização  Número  
segmento 

PV1 - nº módulos por 
string  

(Potência de pico string) 

PV2 - nº módulos por 
string (Potência de pico 

string) 

Setor Norte 64 10 (2,4 kWp) 10 (2,4 kWp) 

Setor Norte 67 10 (2,4 kWp) 10 (2,4 kWp) 

Setor Norte 55 10 (2,4 kWp) 10 (2,4 kWp) 

Setor Leste 45 9 (2,16 kWp) 9 (2,16 kWp) 

Setor Sul 13 10 (2,4 kWp) 10 (2,4 kWp)  

Setor Leste 37 9 (2,16 kWp) 9 (2.16 kWp) 

Setor Oeste 01 9 (2,16 kWp) 9 (2,16 kWp) 

 

 

Figura 7.31 – (a) 88 segmentos com diferentes números de módulos FV (b) Localização dos 
segmentos escolhidos para a campanha de medição (retângulos vermelhos). 
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Figura 7.32 – Exemplo de gerador PV1 (retângulos pretos) / gerador PV2 (retângulos cinzas), 
número de módulos FVs. 

 
Devido à superfície dos geradores fotovoltaicos da usina terem acumulado sujidade e 

poeira ao longo do tempo e por se tratar de ser o período de inverno, ou seja, sem chuvas no 

período que foram realizadas as medições, de forma aleatória, um módulo FV no gerador PV1 

do segmento 13 foi limpo para obter curvas I‐V sem interferência de sujeira e assim, ter uma 

medida de referência, nesta condição, para comparação e análise. A Fig. 7.33 ilustra o módulo 

FV limpo. 

 

 

Figura 7.33 –Módulo FV limpo. 
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A translação das medições realizadas nas strings para as condições STC foi feita através da 

aplicação dos chamados procedimentos matemáticos, Müllejans, Zaaiman, Galleano (2009), IEC 

60891 (2009), Hermann e Wiesner (1996), Kusko et al. (2013), Hishikawa et al. (2016), para a 

correção de temperatura e irradiação. Portanto, a potência STC real é derivada de duas etapas, 

ou seja, das medições realizadas em campo, e sua correção através de métodos matemáticos, 

Drnberger et al. (2010) e Hernann e Wiesner (1996). A Fig. 7.34 mostra estas duas etapas de 

caracterização da saída de strings com base em medições em campo. 

 

 

Figura 7.34 – Etapas para caraterização da performance de arranjos fotovotoltaicos. 

 

Conforme a Fig. 7.34 ilustra, ambas as etapas são afetadas com incertezas que podem ser 

classificadas em: incerteza na medição (Umeas, etapa 1 ‐ introduzida pelo equipamento e sua 

cadeia de rastreabilidade) e incerteza na precisão do processo de translação (Ucorr, etapa 2). Esta 

última, pode ser interpretada como: a capacidade do modelo matemático de translação 

utilizado em descrever o comportamento do módulo FV, a incerteza dos parâmetros do modelo 

matemático em uso e as condições de medição no ambiente (ex: recurso solar, temperatura). 

Portanto, a incerteza introduzida pela correção (método de extrapolação) será menor quando 

as condições reais estiverem mais próximas das condições STC como destaca Drnberger et al. 

(2010). Por fim, as duas etapas resultam na incerteza global (Utot). 

Neste trabalho, utilizou‐se o método 1 (procedimento algébrico) proposto pela norma IEC 

60891 (2009) para realizar a translação dos dados medidos em campo para as condições STC. A 

Eq. 7.1 e Eq. 7.2, mostram as equações de correção utilizadas. 

 

                                 ����� �� + �
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Onde: V é a tensão, I é a corrente, G é a irradiância e Tc é a temperatura da célula. O índice 

m representa a quantidade medida, STC para a quantidade corrigida para STC. α é o coeficiente 
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de temperatura da corrente de curto‐circuito, β é o coeficiente de temperatura da tensão de 

circuito aberto, Қ é o fator de correção da curva e RS é a resistência em série. 

 
Para calcular a incerteza global (Utot), foi utilizado o método usual denominado de lei de 

propagação / combinação de incertezas amplamente citado na literatura (Hermann e Wiesner 

(1996), Montes‐Romero (2016), Hansen e Martin (2015), JCGM (2010), Richter et al. (2015)). 

Aplicando esta metodologia às equações de correção (Eq. 7.1 e Eq. 7.2) e de acordo com o 

método do tipo B80, conforme proposto em ISO/IEC (2008), uma vez que não são realizadas um 

número estatisticamente relevante de medições em um gerador fotovoltaico (PV1 / PV2), a 

incerteza combinada da potência corrigida (PSTC) é calculada através das equações Eq. 7.3 e Eq. 

7.4. 
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Onde: PSTC é a tensão e a corrente no ponto de potência máxima em STC (VPMP, STC / I PMP, 

STC) de acordo com a Eq. 7.1 e Eq. 7.2. xi são todas as quantidades medidas e os parâmetros 

necessários para a determinação do PSTC. 

 

7.8. Incerteza Padrão81 / Combinada 

 

De acordo com Drnberger et al. (2010) o cálculo descrito na seção anterior é bem‐sucedido, 

se: 

 
‐ as medições são efetuadas em condições estáveis e com irradiância ≥ 800 W / m²; 

‐ a irradiância deve ser medida com um dispositivo de referência calibrado rastreável (de 

preferência com uma resposta espectral muito semelhante aos módulos FV do conjunto sob 

ensaio); 

                                                             
80 Há dois tipos de incertezas (A e B). No Tipo A são considerados todos os métodos que envolvem a 
análise estatística de uma série de observações. No Tipo B são utilizados métodos que não dependem da 
análise estatística das séries de observações. O resultado da avaliação da incerteza do tipo B pode ser 
interpretado como um desvio padrão. 
81 Incerteza do resultado de uma medição expressa como um desvio padrão. 



169 
 

‐ o sensor de referência deve ser acoplado com a mesma inclinação e orientação que os 

módulos FV e, de preferência, próximo a string a ser medida. 

 

Portanto, o cálculo da incerteza para Pstc foi realizado quando todos os itens descritos 

acima foram obtidos. A Tab. 7.3 mostra o resultado da incerteza combinada para a irradiância 

medida para valores referentes à célula de referência e ao módulo FV padrão utilizados neste 

trabalho. 

 
Tabela 7.3 – Incerteza combinada da irradiância medida para valores referentes a célula 
e módulo FV de referência. 

Incerteza Combinada para Irradiância Medida 

  
Célula 

Referência  Módulo Referência  

Incertezas Padrão [%] Referência  Incertezas Padrão [%] Referências  

Valor Calibração 2 

Woyte et al. 
(2014); 

Moreno‐
Garcia et al. 
(2016); IEC 

61724 (1998) Acoplamento Espectral  < ± 0,0125 

Spertino e 
Corona (2013); 

Carrillo e 
Martinez‐
Moreno 
(2015) 

Valor Calibração 
Não Corridido 0,01 

Müller et al. 
(2014) Não-uniformidade < 0,01 

Estabilidade 2 
Drnberger et 

al. (2010) Instabilidade < 0,01 

Resistência Shunt   0,15 

Woyte et al. 
(2014); 

Moreno‐
Garcia et al. 
(2016); IEC 

61724 (1998) 

Tipo de Dispositivo em Teste 
(DUT*)  

Mono‐crystalino 
(m‐Si) 

Temperatura @ 40 
°C  0,3 

Drnberger et 
al. (2010) Dispositivo de Referência 

m‐Si, mesmo 
modelo do DUT 

Coefficiente de 
Temperatura 0,25 

Drnberger et 
al. (2010) 

Incerteza do Dispositivo de 
Referência em  Isc e Voc 0,016, 0,012 

Sistema Aquição de 
Dados 0,03 

Drnberger et 
al. (2010) Ângulo Maximo de Incidência 15° 

Desacoplamento 
Espectral  0,8 

Müller et al. 
(2014) SMM Considerado 

Inomogeneidade 0,5 
Drnberger et 

al. (2010) Sistema Aquição de Dados 0,03 

 Incerteza 
Combinada @ 40 °C  3,01% 

Uc no Pmáx (fator de 
convergência k=2) 3,00% 

 

Como pode ser observado na Tab. 7.3, a incerteza combinada da irradiância medida para 

as células e o módulo FV de referência obtiveram resultados iguais, ou seja, 3%.  A Tab. 7.4 ilustra 

a incerteza padrão típica e o resultado da incerteza combinada para a temperatura medida neste 

trabalho.  
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Tabela 7.4 – Incerteza combinada para temperatura medida. 

Incerteza Padrão Típica para Temperatura Medida 

  Incerteza Absoluta  
Incertezas Padrão  

[%] Referências 

Termopar tipo K n/a 0,75 
Carigiet et al. 

(2013) 

Diferença entre 
parte posterior 
módulo  / junção   0,5 K 0,7 

Drnberger et 
al. (2010) 

Inomogeneidade 
da Temperatura  2 K 2,6 

Drnberger et 
al. (2010) 

Sistema de 
Aquição de 

Dados  n/a 0,03 
Drnberger et 

al. (2010) 

Incerteza Combinada @ 45 °C  2,80% 

 

Conforme apresenta a Tab. 7.4, a incerteza combinada encontrada para temperatura 

medida foi de 2,8%. Além disso, é importante lembrar que quanto mais próxima a temperatura 

da célula / módulo FV de referência for de 25°C, menor será a incerteza.  

As curvas I‐V de PV1 e PV2 são medidas com cargas capacitivas, portanto, os instrumentos 

de medição e sua calibração são decisivos para a incerteza. A Tab. 7.5 resume as incertezas 

estimadas para as cargas capacitivas Solmetric e Gedae. 

 
Tabela 7.5 ‐ Incertezas de medição das cargas capacitivas. 

Incertezas na Medição da Curva I-V (Carga Solmetric) 

Incertezas Padrão Considerado [%] Referências 

Corrente <5% 1 

Woyte et al. (2014); 
Moreno‐Garcia et al. 

(2016); IEC 61724 
(1998) 

Tensão <5% 1 

Isc <3% 2 

Voc <2% 2 

Pmpp  <2% 2 

Incerteza combinada 3,74% 

  

Incertezas na Medição da Curva I-V (Carga Capacitiva Gedae) 

Incertezas Padrão Considerado [%] Referências 

Corrente <5% 0,5 

Woyte et al. (2014); 
Moreno‐Garcia et al. 

(2016); IEC 61724 
(1998) 

Tensão <5% 0,5 

Isc <3% 2 

Voc <2% 2 

Pmpp  <2% 2 

Incerteza combinada 3,54% 
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Como pode ser visto na Tab. 7.5, os resultados obtidos para as incertezas combinadas dos 

traçadores da curva I‐V Solmetric e Gedae são bem próximos para os parâmetros considerados 

fornecidos pelos fabricantes (Solmetric (2011), Photon (2012), Fluke (2011)). A Tab. 7.6 

exemplifica as incertezas de medição obtidas para o gerador PV1 no segmento 64 (irradiância a 

805 W / m² e temperatura de célula a 45 °C) utilizando o dispositivo Solmetric. 

 

Tabela 7.6 ‐ Incertezas de medição para gerador PV1 /segmento 64. 

Incertezas na Medição 

  Valor Medido Incerteza Padrão 

Irradiância  805 W/m² 3% 

Temperatura 45°C  2,80% 

Potência Medida 1.891 Wp 2% 

Isc Medido   7.25 A 2% 

Voc Medido   353 V 2% 

Incerteza combinada 5,37% 

 

De acordo com a Tab. 7.6, e para os valores medidos em campo, o gerador PV1 localizado 

no segmento 64 da usina solar obteve uma incerteza combinada da ordem de 5,37%.  

Em relação aos parâmetros α, β, Қ (que descrevem o comportamento de um módulo FV à 

diferentes temperaturas) e RS (resistência em série), do modelo matemático aplicado e 

necessários para a correção de STC de acordo com o procedimento 1 da IEC 60891 (2009), foram 

utilizados os parâmetros sugeridos por Drnberger et al. (2010) que analisaram cerca de 120 

medidas de coeficientes de temperatura e cerca de 80 medições em diferentes níveis de 

irradiância. As incertezas padrão foram calculadas como a raiz de somas quadradas das 

incertezas contribuintes. A Tab.7.7 ilustra os resultados da estimativa das incertezas dos 

parâmetros de correção para um módulo FV policristalino (p‐Si). 

 
Tabela 7.7 ‐ Incertezas padrão estimadas. 

 

 
As contribuições absolutas (em W) para a incerteza combinada de PSTC, ou seja, os 

somatórios na Eq. 7.3, para a irradiancia ≥ 800 W / m² e temperatura 45 oC está presente na 

Tab.7.8. 
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Tabela 7.8 ‐ Contribuições para a incerteza combinada de PSTC para todos os parâmetros 
considerados com irradiância ≥ 800 W / m² e temperatura 45 °C. 

 

  

A Tab. 7.8 mostra o resultado para a incerteza combinada de PSTC, 4,0%, o que é semelhante 

ao encontrado por Drnberger et al. (2010) (4,2%, para as mesmas condições). Drnberger et al. 

(2010) também encontraram valores de incerteza combinada para PSTC, ou seja, 3,2% e 6,4% para 

temperaturas de célula de 25 oC e 65 oC, respectivamente. Neste trabalho, foi considerado um 

valor médio de 4,6% de incerteza combinada para PSTC, a partir de medições que obtiveram 

valores de irradiância iguais ou acima de 800 W / m² e temperatura de célula entre 45 oC e 65 

oC. 

É importante mencionar que cada medida tem sua própria incerteza que depende do 

sistema de medição e condições meteorológicas. Além disso, as indicações que dão incertezas 

gerais de medição, sem se referirem as condições específicas, devem ser interpretadas como 

um valor mínimo. 

Finalmente, é importante destacar que o procedimento de medição não interferiu, 

significativamente, na operação da instalação fotovoltaica, uma vez que somente o inversor 

referente ao gerador fotovoltaico que está sendo medido em determinado momento foi 

desconectado do sistema. As medições foram realizadas nos segmentos onde as strings estão 

conectadas com conector do tipo MC4 (positivo e negativo), necessitando de desconexão 

momentânea da string para o respectivo inversor já desconectado, portanto, não ofereceu 

nenhum risco para os técnicos e para a planta fotovoltaica durante a campanha de medição. 
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7.9. Monitoramento da usina fotovoltaica durante a campanha de medição 

 
Como já descrito anteriormente, os parâmetros elétricos, do lado CA, da usina fotovoltaica 

do Mineirão foram coletados no ponto de acoplamento comum (PAC) e a radiação solar global 

(GHI) foi coletada através de uma estação solarimétrica do INMET. Durante a campanha de 

medição, estas medidas foram novamente coletadas e foram importantes para compreender o 

comportamento de todo o sistema fotovoltaico durante o período. A Fig. 7.35 ilustra a 

irradiância / irradiação global, plano horizontal, e a Fig. 7.36 apresenta os resultados do 

monitoramento de potência ativa, reativa e aparente (gráficos gaussianos), bem como as 

tensões de fase (linhas acima no gráfico) para o período em questão. 

 

Figura 7.35 – Perfil irradiância / irradiação global, plano horizontal, para o período de 
medição. 
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Figura 7.36 – Perfil de potência e tensão para o período monitorado. 

 
Como mostra a Fig. 7.35, durante a campanha de medição, os dias foram ensolarados, sem 

praticamente nenhuma obstrução da energia solar incidente ocasionada por nuvens, dias 

tipicamente de inverno, com média de 4,70 kWh / m².dia para a irradiação média diária global 

e média máxima de 779 W / m² para a irradiância global. A Fig. 7.36 mostra, para todos os dias 

monitorados, e da mesma forma o que ocorreu no período de outubro de 2014 a setembro de 

2015, que a energia reativa (Q) é sempre negativa, sendo caracterizada como indutiva e a 

potência ativa (P) está próxima da potência aparente (S) indicando uma baixa demanda reativa 

no ponto de medição. É possível notar também que a potência reativa é absorvida pelo sistema 

e essa acompanha a variação da potência ativa produzida ao longo do dia. 

Além disso, na Fig. 7.36, a tensão fase‐fase oscila ao longo do dia, alcançando, 

eventualmente, um valor abaixo da tensão nominal de 13,8 kV sendo possível observar uma 

queda de tensão na fase BC em 14 de julho. A Fig. 7.37 e Fig. 7.38 ilustram os resultados máximos 

de geração (energia) e potência atingidos para o período. 
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Figura 7.37 – Potências máximas geradas para o período monitorado. 

 

Figura 7.38 – Energia máximas geradas para o período monitorado. 

 

Com o recurso solar disponível, apresentado na Fig. 7.35, o sistema fotovoltaico atingiu, em 

média, um máximo de 665 kW de potência ativa (linha negra na Fig. 7.37). Este valor quando 

refletido para o lado CC, considerando uma eficiência de conversão CC‐CA de 98,5% para o 

inversor Ingeteam 15 TL+ transformadores (97%), é igual a 695 kW, ou seja, 49% da potência 

total (1,42 MWp) do sistema fotovoltaico.  

A Fig. 7.38 mostra as energias diárias máximas (MWh, MVArh e MVAh) para os dias 11 a 15 

de julho. Durante esse período, o sistema apresentou uma geração média de 2,28 MWh / dia 

(2.280 kWh / dia) e uma geração total de 11,42 MWh. Em média, a energia específica final diária 

(daily final yield) durante o período monitorado foi de 1,61 kWh / kWp (considerando a potência 
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nominal do sistema fotovoltaico, isto é, 1,42 MWp). Este valor, quando extrapolado para um 

mês, atinge aproximadamente 48,17 kWh / kWp. 

Portanto, o sistema apresentou um rendimento final médio diário abaixo do esperado 

durante o período de medições, se comparado, com outros sistemas fotovoltaicos instalados 

em outros países e no Brasil como por exemplo: na Alemanha, na Itália, nos EUA e na Austrália 

(a energia específica diária (Final yield) médio de sistemas fotovoltaicos varia de 2,54 ± 0,24 kWh 

/ kWp a 5,22 ± 0,44 kWh / kWp conforme IEA (2014). Já para a região metropolitana de Belo 

Horizonte, a energia específica varia entre 3,68 ± 0,51 kWh / KWp a 4,01 ± 0,64 kWh / kWp como 

demonstra Nolasco et al. (2016) e, mais especificamente, para o sistema fotovoltaico do 

Mineirão, através de simulações utilizando o software PVsyst foi encontrado o valor de 3,21 kWh 

/ kWp (Martifier solar, 2013). 

 
7.10. Potência real e curvas I-V dos geradores PV1 e PV2 

 
Nesta seção, são mostrados e discutidos os resultados das medições de potência real (em 

campo) e das curvas I‐V nos geradores PV1 e PV2 da usina FV do Mineirão. Primeiramente, são 

apresentadas as medidas realizadas em um módulo fotovoltaico escolhido, aleatoriamente, de 

um gerador fotovoltaico no segmento 13. Em seguida, os resultados da campanha de medição 

em todos os segmentos apresentados na Tab. 7.2. 

 
7.10.1. Medições em um módulo fotovoltaico 

 
As medidas foram efetuadas com as duas cargas capacitivas e, inicialmente, com o módulo 

fotovoltaico na condição que se encontrava em campo, ou seja, com poeira em sua superfície. 

Posteriormente, o módulo fotovoltaico foi limpo e as medições foram realizadas nesta condição. 

A Tab. 7.9 ilustra as características elétricas em Condições Padrão de Teste (Standard Test 

Conditions ‐ STC) para os módulos FV MPrime ‐ Modelo M 240 P (dados retirados da etiqueta 

(“label”) localizada na parte posterior do módulo fotovoltaico) e modelo Tpsm 222155E (módulo 

FV de referência, dados obtidos por um simulador solar como descrito anteriormente). A Tab. 

7.10 e Tab. 7.11 mostram os resultados encontrados pelas medições realizadas nestas duas 

situações distintas (limpo / "empoeirado"). 
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Tabela 7.9 ‐ Características elétricas, em condições STC, para os módulos FV MPrime e 
Tpsm. 

 Módulos FV 

Parâmetros Elétricos Mprime Tpsm 2221 

Voc (V) 37,6 21,6 

Isc (A) 8,60 1,47 

Vmpp (V) 29,60 17,66 

Impp (A) 8,24 1,31 

Pmpp (W) 243,81 22,17 

Intervalo de classificação 0/+5W N/A 

Tolerância de medição 3% N/A 

 
 
Tabela 7.10 – Resultados das medições realizadas nos módulos FV com as cargas capacitivas 

(a) Gedae / (b) Solmetric em condições com poeira (dirty). 

Carga capacitiva GEDAE (a) 

Identificação Parâmetros 
Módulo FV de 

Referência  
Módulo FV poeira 

- DUT 

Diferença 
Relativa  
em STC 
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P
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%
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13
/0

7
/2

01
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(S
e
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e

n
to

 1
3

) 

11:30:0
4 689,68 52,23 49,62 13,22 21,98 111,76 

182,6
6 ‐0,86 ‐25,08 

11:31:1
7 692,90 49,29 46,82 13,39 21,86 110 

176,7
8 ‐1,39 ‐27,49 

11:32:1
9 693,54 49,30 46,83 13,28 21,67 110,65 

179,4
4 ‐2,26 ‐26,40 

11:33:1
6 693,22 52,29 49,68 13,37 22,05 113 

183,2
6 ‐0,52 ‐24,83 

11:34:1
4 696,44 51,84 49,25 13,34 21,81 111,1 

179,3
2 ‐1,64 ‐26,45 

11:34:5
7 696,44 51,84 49,25 13,31 21,83 110,88 

179,2
5 ‐1,52 ‐26,48 

11:36:2
7 686,78 51,18 48,62 13,03 21,55 110 

180,3
4 ‐2,78 ‐26,03 

11:36:5
9 690,00 50,74 48,20 13,03 21,52 110 

178,5
5 ‐2,94 ‐26,77 
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11:37:3
2 691,29 51,76 49,17 13,22 21,66 111,19 

180,4
0 ‐2,30 ‐26,01 

11:38:4
9 695,79 51,83 49,24 13,2 21,43 110,74 

179,5
4 ‐3,33 ‐26,36 

Média 692,61 51,23 48,67 13,24 21,74 110,93 
179,9

6 -1,95 -26,19 

 

          

           

Carga capacitiva Solmetric (b) 

Identificação Parâmetros 
Módulo FV de 

Referência 
Módulo FV 

poeira- DUT 
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Relativa  
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11:49:5
2 

675,7
5 43,89 41,69 12,53 21,44 113,51 

183,8
6 ‐3,29 24,6 

11:51:0
5 

680,4
9 43,89 41,69 12,63 22,09 115,35 

185,0
0 ‐0,35 24,1 

11:51:3
7 

681,2
8 44,44 42,22 12,7 21,59 114,88 

184,7
5 ‐2,60 24,2 

11:52:0
5 

679,7
0 44,44 42,22 12,7 21,60 115,02 

184,4
8 ‐2,55 24,3 

11:52:2
9 

681,2
8 43,89 41,69 12,5 21,53 115,38 

184,0
5 ‐2,87 24,5 

11:52:5
6 

682,8
5 43,89 41,69 12,72 21,56 115,72 

185,5
4 ‐2,75 23,9 

11:53:1
9 

685,2
2 43,89 41,69 12,83 21,80 116,24 

184,6
6 ‐1,68 24,3 

11:53:4
7 

686,0
1 43,89 41,69 12,86 21,65 115,86 

183,8
1 ‐2,35 24,6 

11:54:1
0 

685,2
2 44,44 42,22 12,9 21,75 115,64 

183,9
1 ‐1,92 24,6 

11:54:4
7 

682,4
6 45,56 43,28 12,95 21,83 114,66 

184,4
1 ‐1,52 24,4 

Média 
682,0

3 44,22 42,01 12,73 21,68 115,23 
184,4

5 -2,2 -24,35 
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Tabela 7.11 – Resultados das medições realizadas nos módulos FV com as cargas capacitivas (a) 

Gedae / (b) Solmetric em condições limpo (clean). 

Carga capacitiva GEDAE (a) 

Identificação Parâmetros 
Módulo FV de 

Referência 
Módulo FV 
Limpo- DUT 

Diferença 
Relativa  
em STC 
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12:21:0
6 713,49 54,62 52,62 13,95 

21,9
8 128,0 

204,3
8 ‐0,88 ‐16,2 

12:21:5
2 713,49 55,12 52,62 13,3 

21,5
3 126,93 

202,1
2 ‐2,90 ‐17,1 

12:22:2
5 715,42 55,16 52,66 13,44 

21,7
6 126,93 

202,0
7 ‐1,86 ‐17,1 

12:22:5
1 719,61 55,22 52,72 13,51 

21,7
0 127,0 

202,0
2 ‐2,13 ‐17,1 

12:23:2
2 719,29 55,22 52,72 13,33 

21,3
9 128,9 

204,1
5 ‐3,50 ‐16,3 

12:23:4
2 716,71 53,18 50,18 13,33 

21,1
2 123,55 

195,0
9 ‐4,74 ‐20,0 

12:24:0
0 720,57 53,24 50,24 13,4 

21,1
7 124,99 

196,7
2 ‐4,50 ‐19,3 

12:24:2
7 717,35 52,69 50,19 13,47 

21,3
4 124,08 

195,9
8 ‐3,74 ‐19,6 

12:24:4
7 719,61 52,72 50,22 13,43 

21,1
9 124,35 

195,3
6 ‐4,42 ‐19,9 

12:25:1
5 723,79 52,79 50,29 13,6 

21,3
0 126,93 

198,2
9 ‐3,91 ‐18,7 

Média 717,93 54,00 51,45 13,48 
21,4

5 126,17 
199,6

2 -3,26 -18,13 
           
 
 
           

Carga capacitiva Solmetric (b) 

Identificação Parâmetros 
Módulo FV de 

Referência 
Módulo FV 
Limpo- DUT 

Diferença 
Relativa  
em STC 
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2 726,37 52,83 50,33 13,75 
21,5

9 126,72 
196,5

7 ‐2,63 ‐19,4 

12:26:1
6 727,01 53,34 50,34 13,68 

21,4
4 127,96 

199,6
7 ‐3,28 ‐18,1 

12:26:5
3 725,40 53,32 50,32 13,48 

21,3
0 126,88 

197,9
4 ‐3,92 ‐18,8 

12:27:1
7 724,43 53,30 50,30 13,60 

21,2
9 127,00 

199,3
4 ‐3,99 ‐18,2 

12:27:4
2 725,08 52,81 50,31 13,78 

21,6
1 126,49 

196,7
4 ‐2,55 ‐19,3 
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12:28:0
6 726,37 53,33 50,33 13,62 

21,4
5 126,97 

197,8
5 ‐3,24 ‐18,9 

12:28:3
5 728,62 49,87 47,87 13,65 

21,0
2 127,85 

195,2
9 ‐5,17 ‐19,9 

12:29:4
2 725,08 52,31 50,31 13,61 

21,4
8 128,01 

199,4
8 ‐3,10 ‐18,2 

12:30:2
9 728,30 52,86 50,36 13,79 

21,7
1 127,00 

197,4
8 ‐2,10 ‐19,0 

12:30:5
3 726,37 52,33 50,33 13,60 

21,4
6 126,88 

196,4
3 ‐3,22 ‐19,4 

Média 726,37 52,33 50,33 13,60 
21,4

6 126,88 
196,4

3 -3,22 -19,43 

 

A Tab. 7.10 (a) / (b) e Tab.7.11 (a) / (b) ilustram os resultados encontrados nas medições 

nos módulos FV MPrime e de referência. Estas tabelas apresentam, para cada medida, a 

irradiância global (G), a temperatura de célula no dispositivo em teste (Device Under Test – DUT), 

ou seja, no módulo FV MPrime (TcDUT), a temperatura de célula no módulo FV de referência 

(TcREFMOD), a potência medida (Pmeasured), a potência extrapolada para as condições STC 

(Pextra STC). Além disso, as tabelas mostram as diferenças relativas entre Pextra STC (para os 

módulos FV de referência e MPrime) e os dados de potência 22,17 Wp (obtidos através de um 

simulador solar, ver Tab. 7.9) e 243,81 Wp (retirado do rótulo na parte posterior do módulo FV 

MPrime, ver Tab. 7.9). 

Conforme apresentado na Tab. 7.10 (a) e (b), condições com poeira, a média Pmeasured, 

para as duas cargas capacitivas, estão próximas (110,93 W carga Gedae / 115,23 W carga 

Solmetric) para valores de irradiância e de temperatura da célula similares possuindo uma 

diferença relativa da ordem de 3,7%. Quando estas medidas são extrapoladas para as condições 

STC, a diferença relativa diminui para 2,4%. Portanto, essa diferença mostra a consistência nas 

medições realizadas pelas cargas capacitivas do Gedae e Solmetric. A Tab. 7.10 (a) e (b), 

mostram também a boa correlação entre as medições feitas no módulo FV de referência com 

apenas 2,1% (em média) de diferença relativa (referência Tab. Mod. 8). Tal fato, significa a 

introdução de um parâmetro de erro (em valor absoluto) baixo nas medidas em conjunto com 

o módulo FV MPrime (DUT), isto é, 179,96 W + 1,95% (183,46 W usando carga Gedae) e 184,45 

W + 2,2% (188,51 W com carga Solmetric). Portanto, o parâmetro de erro encontrado 

demonstra a confiabilidade em se utilizar este módulo fotovoltaico (Tpsm 2221) como referência 

para todas as medições. Por fim, os resultados para a diferença relativa para o módulo FV 

MPrime (DUT Tab.8), em média, foram elevados (‐26,19% carga Gedae / ‐24,35% carga 

Solmetric). 

Quando o módulo FV MPrime foi limpo, Tab. 7.11 (a) e (b), (condições limpas), a média 

Pmeasured para as duas cargas capacitivas tornaram‐se mais próxima (126,17 W Carga Gedae / 
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126,88 W Carga Solmetric) para condições de temperatura da célula e irradiância semelhantes 

e a diferença relativa diminui para menos de 1,0%. Quando estas medidas são extrapoladas 

paras as condições STC, ocorre uma diferença relativa de 1,6%. A Tab. 7.11 (a) e (b), ainda mostra 

uma boa relação para o módulo fotovoltaico de referência com parâmetro de erro (diferença 

relativa) na ordem de 3,24% em média.  

Comparando a diferença relativa para o DUT da Tab. 7.11 (a) e (b), com os resultados 

obtidos na Tab. 7.10 (a) e (b), em média, os resultados obtidos ficaram mais baixos, mas mesmo 

assim, os valores continuam elevados para um módulo fotovoltaico sem poeira (‐18.13% para a 

carga Gedae / ‐19.43% para a carga Solmetric). Desta forma, foi encontrada uma contribuição 

(absoluta) da poeira na redução de potência do módulo FV de cerca de 8,06% (carga Gedae), 

4,92% (carga Solmetric), em média, 6,5%. A Fig. 7.39 e Fig. 7.40 mostram amostras de curvas I‐

V / potência medidas para DUT ‐ MPrime módulo fotovoltaico em condições com poeira / limpo. 

 

Figura 7.39 – Amostra de curvas I‐V / potência obtidas para o módulo FV MPrime com 
poeira em sua superfície. 
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Figura 7.40 – Amostra de curvas I‐V / potência obtidas para o módulo FV MPrime sem 

poeira em sua superfície. 
 
Conforme apresentado na Fig. 7.39 e Fig. 7.40, é evidente a diferença entre as curvas I‐V / 

potência obtidas para um módulo fotovoltaico com poeira / sem poeira em sua superfície. Para 

estas medições especificamente, a contribuição da poeira na redução da potência do módulo 

FV foi da ordem de 10% do valor de potência nominal. 

 
7.10.2. Medições nas strings dos geradores PV1 e PV2  

 
Do mesmo modo que as medições realizadas em um módulo FV (modelo MPrime ‐ M 240 

P), descritas anteriormente, foram realizadas medições nas strings dos geradores PV1 e PV2 nos 

segmentos apresentados na Tab.7.2 com as duas cargas capacitivas e módulo FV de referência 

como ilustram as Tab. 7.12 (a) e (b). É importante ressaltar que todas as strings de PV1 e PV2 

continham poeira em suas superfícies. Além disso, os resultados apresentados na Tab. 7.12 (a) 

e (b) são um resumo dos valores médios encontrados com as medições realizadas para todos os 

segmentos considerados neste estudo. 
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Tabela 7.12 ‐ Medições em (a) módulo fotovoltaico de referência e (b) strings dos geradores 
PV1 e PV2 em segmentos com as cargas capacitivas. 

Informações (a) 
Módulo FV 
Referência  

Diferença 
Relativa  

Regiões 
Segmento / 
Data / Carga 

/ Gerador 
Hora G(W/m²) TcDUT(°C) 

TcREFMOD 
(°C) 

Pmeasured 
(W) 

Pextra 
STC 
(W) 

Reference 
Mod. Tab. 

8 

N
o

rt
e

 

67 / 11 Jul 
/Gedae / PV2 

11:33‐
11:47 a.m. 

810,23 55,99 53,19 14,91 21,74 ‐1,94% 

67 / 11 Jul 
/Gedae / PV1 

11:06‐
11:29 a.m. 

799,71 56,94 54,09 14,87 21,64 ‐2,39% 

64 / 15 Jul / 
Gedae / PV1 

10:54 ‐ 
11:11 a.m. 

812,87 54,88 52,14 14,92 21,75 ‐1,89% 

64 / 15 Jul / 
Solmetric / 

PV1 

11:31 ‐
11:34 a.m. 

809,23 51,89 49,29 14,90 21,68 ‐2,21% 

 55 / 12 Jul / 
Gedae / PV1 

12:00‐
12:10 p.m. 

766,72 51,85 49,26 14,42 21,6 ‐2,57% 

 55 / 12 Jul / 
Gedae / PV2 

12:12‐
12:16 p.m. 

755,78 50,84 48,30 14,24 21,40 ‐3,47% 

Le
st

e 

45 / 12 Jul / 
Gedae / PV2 

10:43‐
10:50 a.m. 

809,14 53,93 51,23 14,41 21,45 ‐3,25% 

37 / 14 Jul / 
Gedae / PV1 

10:41‐
10:57 a.m. 

738,47 45,82 43,53 14,38 21,44 ‐3,29% 

37 / 14 Jul / 
Solmetric / 

PV1 

11:18‐
11:25 a.m. 

705,56 43,17 41,01 14,40 21,45 ‐3,27% 

45 / 12 Jul / 
Gedae / PV1 

10:36‐
10:42 a.m. 

753,27 53,65 50,97 14,3 21,44 ‐3,28% 

O
e

st
e

 

01 / 14 Jul / 
Gedae / PV1 

12:31‐
12:52 p.m. 

763,30 53,29 50,63 14,37 21,3 ‐3,92% 

01 / 14 Jul / 
Solmetric/ 

PV1 

12:59‐
13:05 p.m. 

747,01 49,28 46,81 14,36 21,44 ‐3,29% 

Su
l 

13 / 13 Jul / 
Solmetric / 

PV1 

10:29‐
10:43 a.m. 

618,45 39,58 37,60 12,14 20,00 ‐9,79% 

13 / 13 Jul / 
Gedae / PV2 

10:48‐
10:56 a.m. 

655,34 48,29 45,88 12,73 20,50 ‐7,53% 

13 / 13 Jul / 
Gedae / PV1 

10:29‐
10:43 a.m. 

621,13 46,82 44,48 12,44 20,25 ‐8,66% 

  MédiaTotal  744,41 50,42 47,89 14,12 21,27 -4,05% 
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Informações (b)  PV1 e PV2  
Diferença 
Relativa 

Regiões Segmento / 

Data / Carga 

/ Gerador 

Hora 

G(W/m²) TcDUT(°C) 
TcREFMOD 

(°C) 
Pmeasured 

(W) 

Pextra 
STC 
(W) 

DUT Tab. 8 
N

o
rt

e
 

67 / 11 Jul 
/Gedae / PV2 

11:33‐
11:47 a.m. 

810.23 55.99 53.19 1,397 1,965 ‐19.40% 

67 / 11 Jul 
/Gedae / PV1 

11:06‐
11:29 a.m. 

799.71 56.94 54.09 1,388 1,945 ‐20.22% 

64 / 15 Jul / 
Gedae / PV1 

10:54 ‐ 
11:11 a.m. 

812.87 54.88 52.14 1,365 1,921 ‐21.21% 

64 / 15 Jul / 
Solmetric / 

PV1 

11:31 ‐
11:34 a.m. 

809.23 51.89 49.29 1,362 1,892 ‐22.40% 

 55 / 12 Jul / 
Gedae / PV1 

12:00‐
12:10 p.m. 

766.72 51.85 49.26 1,278 1,885 ‐22.69% 

 55 / 12 Jul / 
Gedae / PV2 

12:12‐
12:16 p.m. 

755.78 50.84 48.30 1,265 1,853 ‐24.00% 

Le
st

e 

45 / 12 Jul / 
Gedae / PV2 

10:43‐
10:50 a.m. 

809.14 53.93 51.23 1,156 1,735 ‐20.93% 

37 / 14 Jul / 
Gedae / PV1 

10:41‐
10:57 a.m. 

738.47 45.82 43.53 1,141 1,715 ‐21.84% 

37 / 14 Jul / 
Solmetric / 

PV1 

11:18‐
11:25 a.m. 

705.56 43.17 41.01 1,141 1,741 ‐20.66% 

45 / 12 Jul / 
Gedae / PV1 

10:36‐
10:42 a.m. 

753.27 53.65 50.97 1,119 1,715 ‐21.84% 

O
e

st
e

 

01 / 14 Jul / 
Gedae / PV1 

12:31‐
12:52 p.m. 

763.30 53.29 50.63 1,115 1,667 ‐24.03% 

01 / 14 Jul / 
Solmetric/ 

PV1 

12:59‐
13:05 p.m. 

747.01 49.28 46.81 1,116 1,653 ‐24.67% 

Su
l 

13 / 13 Jul / 
Solmetric / 

PV1 

10:29‐
10:43 a.m. 

618.45 39.58 37.60 1,105 1,652 ‐32.24% 

13 / 13 Jul / 
Gedae / PV2 

10:48‐
10:56 a.m. 

655.34 48.29 45.88 1,100 1,641 ‐32.69% 

13 / 13 Jul / 
Gedae / PV1 

10:29‐
10:43 a.m. 

621.13 46.82 44.48 1,057 1,635 ‐32.94% 

  MédiaTotal 744.41 50.42 47.89 1,215 1,774 -24.12% 

 

Conforme apresentado nas Tab. 7.12 (a) e (b), é possível observar, quando todas as medidas 

são colocadas nas mesmas condições para G e Tc (Pextra STC), a influência da orientação dos 

segmentos. Isto significa, que os segmentos de números 55, 64 e 67 estão orientados para a 

região do norte geográfico (segmentos 55 ao 77, ver Fig. 7.31) e, portanto, possuem a maior 

potência desenvolvida durante a campanha de medição (por exemplo, 1.945 Wp ‐ PV1 / 20,64 

Wp – Módulo de Referência; 1.965 Wp ‐ PV2 / 20,74 Wp – Módulo de Referência; segmento 67; 

carga capacitiva Gedae). É importante lembrar que apesar das medidas terem sido efetuadas no 

inverno, para o hemisfério sul, o Sol está totalmente ao norte da cidade de Belo Horizonte, 
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portanto, espera‐se ter um melhor desempenho para este setor do estádio do Mineirão em 

relação as demais regiões. 

Para a região sul (segmentos de números 11 ao 33), os geradores PV1 e PV2 do segmento 

13, como esperado, atingiram os valores de potência mais baixos (por exemplo, 1.635 Wp ‐ PV1 

/ 20,25 Wp; 1.641 Wp ‐ PV2 / 20,50 Wp com a carga capacitiva Gedae). Nota‐se uma diferença 

relativa de potência de cerca de 16% em relação aos geradores PV1 e PV2 no segmento 67 (setor 

norte) para este período do ano. 

Para os geradores PV1 e PV2 localizados nos segmentos 37 e 45 (região leste ‐ segmentos 

34 ao 54), o desempenho comparado ao gerador PV1 (no segmento 01) na região oeste 

(segmentos 10 ao 78) foi melhor como mostra a Tab. 7.12 (a) e (b). Este fato provavelmente 

ocorreu porque as medições foram realizadas durante o período da manhã para os geradores a 

leste, portanto, este lado foi favorecido, sem sombras ocasionadas pelos “braços” dos 

segmentos de concreto como já destacado na seção 7.6. O oposto ocorre, durante todo o ano, 

quando o Sol (movimento aparente) vai para lado oeste, portanto, os geradores FV / segmentos 

nesta região produzirão mais energia sem sombra incidente sobre a sua superfície. 

Além disso, nas regiões leste e oeste, os geradores PV1 e PV2 dos segmentos 01, 37 e 45 

obtiveram melhores resultados comparados aos geradores PV1 e PV2 no segmento 13 (região 

Sul), mesmo que estes geradores (leste‐oeste) possuem em suas strings nove módulos 

fotovoltaicos e ser o período de inverno.  

Em relação aos parâmetros DUT Tab. 8 e referência Mod. Tab. 8 da Tab. 7.12 (a) e (b), para 

todas as medidas realizadas com módulo fotovoltaico de referência, os resultados alcançados 

foram bons, apresentando uma média absoluta de cerca de 4,05%. Já para as strings com 

módulos FV Mprime (DUT), os resultados obtidos também foram elevados (como ocorreu nas 

medições feitas com as duas cargas capacitivas em um módulo fotovoltaico, Tab. 7.10 (a) e (b) 

e Tab. 7.11 (a) e (b)), ou seja, 24,12% em média absoluta.  

Considerando a contribuição da poeira (já descrita anteriormente) na redução da potência 

de cerca de 6,5%, em média absoluta, o erro associado médio absoluto de 4,05%, e se todos os 

módulos FV dos geradores PV1 e PV2 fossem limpos, o resultado decai para 13,57% (em relação 

ao resultado de 24,12% (1,774 Wp + 10,55%)), encontrado na Tab. 7.12 (a) e (b). 

De acordo com Dirk et al. (2013, 2016), as taxas de degradação da potência para módulos 

FV de c‐Si, em média por ano, são bem conhecidas, ou seja, cerca de 0,70 % ‐ 0,90%. Os módulos 

fotovoltaicos da usina FV Mineirão foram instalados entre os anos de 2012 e 2013 e o 

comissionamento do sistema fotovoltaico foi realizado em dezembro de 2013. Assim, a usina 

está em operação oficial há pouco mais de 3 anos e, teoricamente, deveria ter apresentado uma 

degradação percentual da potência total de cerca de 2,10% (para uma taxa de degradação 
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conservadora de 0,70% / ano). Uma diferença de 11,47%, se considerarmos os módulos 

fotovoltaicos limpos, e de 17,97% (1,774 Wp+4.05%‐2.10%) com poeira na superfície dos 

módulos fotovoltaicos (valores relativos Tab. 7.12 (b)). Portanto, valores muito elevados foram 

encontrados para os módulos fotovoltaicos relativamente “novos” que com certeza está 

impactando a produção de energia de toda a usina FV do Mineirão. 

Outra análise realizada, foi considerar apenas as strings fotovoltaicas localizadas na região 

norte (onde os níveis de irradiância estavam próximos das premissas descritas na seção 7.8). 

Para estas strings, e utilizando os valores do parâmetro DUT Table 8, para cada segmento da 

Tab. 7.12 (b), chegou‐se a um valor médio de 21,65%. Assumindo que todos os módulos 

fotovoltaicos destas strings estivessem limpos (‐6,5%), com a taxa de degradação de 3 anos (‐

2,1%) e um erro médio de ‐2,41% (média dos valores do parâmetro Reference Mod. 8 para o 

setor), o resultado obtido foi de 10,64%. Assim, com este valor, é possível mensurar a potência 

real da usina FV em operação (para uma produção de energia diária de 2,28 MWh e final yield 

correspondente a 1,61 kWh / kWp), ou seja, uma potência de 1,27 MWp. 

Vale ressaltar que simulações no software PVsyst para a usina solar do Mineirão foram 

realizas e apresentaram um perfil médio de energia diária de 4,4 MWh / dia e energia especifica 

(Final Yield) de 3,21 kWh / kWp de acordo com o relatório da Matifer Solar (2013). A Tab. 7.13 

mostra o resumo das diferentes situações (cenários) já descritos. 

 
Tabela 7.13 ‐ Diferentes situações (cenários) para potência e energia para a planta FV. 

 Produção de Energia Diária Potência Final Yield 

Situações (Cenários) (MWh / dia) (MWp) (kWh / kWp) 

Pvsyst Simulações 4,40 1,42 3,21 

Atual Monitorado 2,28 1,42 1,61 

Atual Medido 2,28 1,27 1,79 

 
Conforme apresentado na Tab. 7.13, as situações monitorado e medido demonstram, como 

já mencionado, uma baixa produtividade da planta solar fotovoltaica para o período da 

campanha de medições. Assim, surgem três hipóteses para esta situação: primeira, 

sombreamento sobre os painéis durante o dia e constante ao longo do ano ocasionada pelos 

braços de concreto de cada segmento; segunda, contribuição da poeira e terceiro, a potência 

real dos módulos fotovoltaicos instalados nas strings como apresentado na Tab. 7.10 (a) / (b), 

Tab. 7.11 (a) / (b) e Tab. 7.12 (a) / (b). 

Se for considerada a incerteza encontrada neste estudo (seção 7.8), ou seja, 4,6% para a 

potência em condições STC, e se for considerado, por exemplo, o gerador PV2 no segmento 67 

na Tab. 7.12 (b) (considerando que o método de incerteza utilizado neste trabalho apenas 
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produz bons resultados com níveis de irradiância igual ou acima de 800 W / m²). O parâmetro 

PextraSTC para esta string será 1.965 Wp+4.05% (2.045 Wp) com um valor absoluto do 

parâmetro DUT Tab. 8 de cerca de 16,12%. Portanto, considerando a incerteza (90 W, incerteza 

de 4,6%) para PextraSTC, foi encontrado o valor de 2.135 Wp e para parâmetro DUT Tab. 8 os 

valores foram: 12,4%, com poeira, e para condições limpas, 5,9%. Ou seja, ainda são valores 

elevados para pouco mais de três anos de operação do sistema fotovoltaico. 

Finalmente, é importante ressaltar que as medidas efetuadas com a carga capacitiva 

Solmetric comparando com a carga de Gedae, em média, são baixas e ambas têm uma boa 

correlação como ilustra a Tab. 7.14. 

 
Tabela 7.14– Comparação de medidas entre as cargas capacitivas do Gedae e Solmetric. 

Segmento / Data /Carga / 
Gerador G(W/m²) Tc (°C) 

Pmeasured 
(W) 

Pextra STC 
(W) 

DUT Tab. 8 

64 / 15 Jul / Gedae / PV 1 813 55 1.365 1.921 21,45% 

64 / 15 Jul / Solmetric / PV 1 809 52 1.362 1.892 21,00% 

Diferença 0,45% 5,45% 0,25% 1,50% 0,45% 

 

37 / 14 Jul / Gedae / PV 1 738 46 1.141 1.715 20,59% 

37 / 14 Jul / Solmetric / PV 1 706 43 1.141 1.741 19,40% 

Diferença 4,5% 5,8% 0% 1,50% 1,19% 

  

01 / 14 Jul / Gedae / PV 1 763 53 1.116 1.667 22,80% 

01 / 14 Jul / Solmetric/ PV 1 747 49 1.116 1.653 24,0% 

Diferença 2,1% 7,5% 0,0% 0,9% 1,19% 

  

13 / 13 Jul / Gedae / PV 1 621 47 1.057 1.635 21,97% 

13 / 13 Jul / Solmetric / PV 1 618 40 1.105 1.652 20,00% 

Diferença 0,4% 15,5% 4,3% 1,1% 1,97% 

 

Conforme indicado na Tab. 7.14, os parâmetros Pmeasured para todos os segmentos 

medidos foram bastante baixos, exceto para o segmento 13, que alcançou 4,3%. Esta diferença 

foi provavelmente ocasionada por uma maior diferença entre as temperaturas de células 

(15,5%), o que resultou em um aumento nos resultados alcançados. No entanto, quando todas 

as medidas foram colocadas nas mesmas condições, PextraSTC, as diferenças foram baixas, com 
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uma média de cerca de 1,2%. Para os parâmetros DUT Table 8, os resultados também foram 

bons especialmente para o segmento 64 com diferença de 0,45%. A média foi de 1,2% também.  

 
7.11. Considerações Finais - Capítulo 7 

 
Este capítulo apresentou os resultados da monitoração da radiação solar, geração de 

energia (lado CA) e de medições em campo de curvas I‐V / potência real realizadas por duas 

cargas capacitivas em geradores fotovoltaicos (strings) para a maior usina fotovoltaica em 

cobertura do Brasil na atualidade, com 1,42 MWp de capacidade instalada, localizada no estádio 

de futebol Mineirão, em Belo Horizonte ‐ Minas Gerais.  

Os resultados encontrados pela campanha de medição, realizada entre os dias 11 a 15 de 

julho de 2016, mostraram que as medidas extrapoladas para as condições STC e comparadas 

com os dados de potência da folha de dados técnicos, localizada na parte posterior dos módulos 

FV´s da usina, foram elevados (entre 24,35% a 26,19% quando os módulos fotovoltaicos estão 

cobertos por poeira e 18,13 % a 19,43% quando estão limpos, em valores absolutos, com erro 

médio absoluto de 4,05%). Consequentemente, verificou‐se uma percentagem entre 4,92% a 

10%, 6,5% em média, de contribuição da poeira na redução da potência sobre os módulos 

fotovoltaicos da planta.  

Para o módulo FV de referência, em paralelo com os geradores PV1 e PV2 em todas as 

medições realizadas, em resumo, os valores encontrados (erro médio) mostraram uma boa 

relação, para todas as medidas, com uma diferença pequena, a partir do parâmetro Tab. 8 de 

módulo referência (Tab. 7.10 (a), (b) e Tab. 7.11 (a), (b)), em média absoluta, de 2,65% e para a 

Tab. 7.5 (a) de 4,05%. 

Cabe salientar que as diferenças relativas encontradas nas medições realizadas com as 

cargas capacitivas Gedae e Solmetric foram baixas, em média, entre 1,2% a 2,4% demonstrando 

uma boa correlação e confiabilidade nas medidas realizadas pelos dois dispositivos. 

Além disso, levando em consideração a contribuição absoluta da poeira na redução da 

potência dos módulos FVs da usina (6,5% em média), o erro médio absoluto associado de 4,05%, 

e se todos os módulos FVs dos geradores PV1 e PV2 fossem limpos, o valor relativo decai para 

13,57%. 

Acrescentando, para uma taxa de degradação de potência dos geradores FV conservadora 

de c‐Si de 0,70% / ano e para uma operação oficial de 3 anos (comissionamento realizado em 

dezembro de 2013), a degradação total da potência para o sistema fotovoltaico é de cerca de 

2,10% (1,39 MWp). Portanto, uma diferença, relativa à degradação da potência, de 11,47% para 

módulos fotovoltaicos limpos e de 17,97% para condições com poeira sobre os módulos 
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fotovoltaicos foram encontrados, ou seja, valores muito elevados para módulos fotovoltaicos 

relativamente "novos" e que, portanto, está influenciando todo o desempenho da usina 

fotovoltaica do Mineirão. 

Se for levado em conta apenas os módulos fotovoltaicos medidos no setor norte e esses 

fossem limpos (sem poeira, 6,5%), com a taxa de degradação (2,1%), erro médio para o setor 

(2,41%) o resultado obtido foi de 10,64%.  

Desta forma, a potência real do sistema fotovoltaico em operação é de 1,27 MWp para uma 

produção de energia diária de 2,28 MWh e uma energia especifica diária de 1,61 kWh / kWp 

(valor diferente ao encontrado no monitoramento da usina FV e nas simulações realizadas com 

o software PVsyst, Tab. 7.1). Portanto, três hipóteses para esta situação surgem e que podem 

ser a causa para o desempenho baixo da planta solar no período de medição. Primeira: 

sombreamento sobre os painéis durante o dia e constante ao longo do ano ocasionada pelos 

braços de concreto de cada segmento; Segunda: contribuição da poeira e Terceira: a potência 

real dos módulos fotovoltaicos instalados nas strings como apresentado na Tab. 7.10 (a), (b), 

Tab. 7.11 (a), (b)) e Tab. 7.12 (a), (b). 

Adicionalmente, foi apresentado um método para o cálculo de incertezas nos resultados 

gerados pelas medições, para uma condição específica de irradiância, de forma a ser ter uma 

melhor estimativa da potência real encontrada no sistema fotovoltaico. Portanto, um estudo de 

caso foi realizado considerando o gerador PV2 no segmento 67 utilizando o método e os 

resultados obtidos foram: 12,4% com poeira e para condições limpas, 5,9%, ou seja, ainda são 

valores elevados para 3 anos de operação do sistema fotovoltaico.  

Além disso, embora este estudo tenha considerado apenas sete segmentos (medições em 

geradores fotovoltaicos em orientação distintas) da planta fotovoltaica do estádio de futebol do 

Mineirão, ou seja, se trata de um estudo inicial que apresentou o diagnóstico, primário, dos 

módulos FVs / strings / geradores do sistema fotovoltaico instalado na cobertura da edificação. 

Desta forma, os resultados obtidos até então, podem apoiar a empresa local de distribuição de 

energia, responsável pela planta fotovoltaica, tomar medidas necessárias para resolver os fatos 

apresentados. 

Em relação a monitoração (lado CA) do sistema FV, foram encontrados bons resultados, 

considerando a influência significativa do sombreamento parcial sobre os módulos FVs (em 

determinados períodos do dia ao longo do ano) e nos dias em que o sistema foi completamente 

desconectado da rede elétrica. Os resultados da geração de energia apresentaram uma média 

de 4,83 MWh / dia, totalizando 1.761 MWh no período, com um YF anual de 1.240 kWh / kWp, 

FC = 14% e PR anual 66% (que variou entre 61% a 70% durante o período). 
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Finalmente, este estudo evidênciou a importância de se monitorar os parâmetros elétricos 

de uma usina fotovoltaica além de se ter uma compreensão melhor do recurso solar disponível 

na região e das diversas incertezas que estão envolvidas na avaliação da potência real de um 

gerador FV.  

O estudo ainda demonstrou e certificou que a realização de medições em campo de curvas 

I‐V / potência real são importantes e devem ser uma das várias medidas comuns em um 

comissionamento de uma usina fotovoltaica de forma a garantir a confiabilidade / integridade 

da planta solar bem como a garantia de produção de energia de acordo com as expectativas do 

proprietário. 
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8. CONCLUSÕES E SUGESTÕES PARA FUTUROS TRABALHOS 

 
A Tese apresentada neste documento embasou‐se na avaliação da capacidade de 

geração de energia elétrica a partir de sistemas fotovoltaicos conectados à rede elétrica 

e suas incertezas, ou seja, na avaliação de fatores que influenciam na estimativa da 

geração tais como: estimativa do recurso solar, modelagem de módulos e inversores 

fotovoltaicos, degradação de componentes, dados solarimétricos / meteorológicos e 

suas incertezas inseridas de forma a desenvolver uma metodologia para a estimativa de 

geração de energia adequada para o caso brasileiro. 

Diante deste contexto, o trabalho desenvolvido nesta Tese estudou e avaliou diversos 

modelos matemáticos que, integrados, são capazes de realizar a estimativa da produção de 

energia para um SFCR. Desta forma, foi desenvolvida a ferramenta computacional denominada 

de SunoUFMG onde para a estimativa do recurso solar, foram selecionados os métodos de Liu 

e Jordan (1960), Perez et al. (1987,1990) e Aguiar et al. (1988). Para os modelos de módulos 

fotovoltaicos, para diferentes tecnologias, foram escolhidos os métodos de DeSoto, Klein e 

Beckmann (2006), Lorenzo et al. (1994) e Mermoud e Lejeune (2010) e os modelos matemáticos 

de eficiência para a conversão c.c. / c.a. para inversores fotovoltaicos, métodos propostos por 

Jantsch et al. (1992) e King et al. (2007) foram utilizados. Todos estes modelos foram validados 

através de dados de campo e seus erros médios calculados, analisados e comparados.  

A respeito da estimativa do recurso solar o método proposto por Aguiar et al. (1988) se 

mostrou eficaz, com erros médios pouco significativos, na geração de séries sintéticas. Há a 

recomendação de se evoluir neste modelo para que séries sintéticas horárias e até de minuto a 

minuto possam ser realizadas utilizando métodos similares (ex: Aguiar e Collares‐Pereira82 e 

Ngoko83).  

Em relação aos modelos de Perez et al. (1987,1990) e Liu & Jordan (1960) ambos 

apresentaram erros médios similares o que foram surpreendentes e, portanto, novas validações 

(utilizando inclusive dados de campo para diversas localidades) deverão ser realizadas de forma 

a confirmar se o resultado encontrado é um padrão ou se há realmente uma diferença 

(vantagem ou desvantagem) na utilização dos modelos e assim, optar pelo melhor modelo que 

se adeque as condições locais.  

                                                             
82 Aguiar, R. Collares‐Pereira, M. TAG: A Time‐Dependent, Autoregressive, Gaussian Model for Generating 
Synthetic Hourly Radiation. Solar Energy, v. 49, p.167‐174, 1992. 
83 Ngoko, H. Sugihara, T. Funak. Synthetic generation of high temporal resolution solar Radiation data 
using Markov models. Solar Energy, v. 103, p.160‐170, 2014. 
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A respeito dos modelos para módulos fotovoltaicos, tanto o método proposto por DeSoto 

Klein e Beckmann (2006) quanto o modelo de Mermoud e Lejeune (2010) apresentaram bons 

resultados, porém, foi adotado no SunoUFMG o modelo de Mermoud e Lejeune devido ao fato 

desse ter apresentado erros médios mais baixos e abranger mais tecnologias de módulos FVs. 

Entretanto, se faz a sugestão que o método seja validado para tecnologias de Si‐a o que não foi 

realizado neste trabalho. 

Se tratando dos modelos matemáticos de eficiência para a conversão energética c.c./ c.a 

para inversores FVs ambos os modelos, Jantsch et al. (1992) e King et al. (2007), avaliados 

apresentaram bons resultados e erros médios baixos. O método de otimização utilizado, 

proposto por Goldberg (1989) e Ramirez (2013), mostrou‐se adequado e eficiente. É sugerido, 

para futuros trabalhos, a validação dos modelos para diferentes fabricantes / potências de 

inversores e assim, avaliar os erros médios resultantes. Devido a simplicidade do modelo Jantsch 

et al. (1992) esse foi utilizado no SunoUFMG. 

Com relação ao método de propagação / combinação de incertezas proposto por Richter 

et al. (2015) e a metodologia probabilidade de excedência para o cálculo de P50 e P90 sugerida 

por Dobos et al. (2012), apresentados no Capítulo 5, ambas atigiram o objetivo proposto, ou 

seja, estimar as incertezas, padrão e expandidas, inseridas no processo de produção de energia 

de uma UFV além de calcular a probabilidade da energia gerada em exceder a produção média.  

As validações realizadas, com os dados operacionais de SFCRs e aplicados aos modelos, 

demonstraram a eficácia dos dois métodos. Portanto, esses foram implementadas no 

SunoUFMG. Cabe salientar que estas metodologias são bastantes requisitadas na atualidade 

pelos bancos, financiadores, leilões de energia, etc de forma a garantir a estimativa de energia 

de um sistema FV e assim, reduzir os riscos de geração de energia do empreendimento. 

No capítulo 6, foram apresentados diversos softwares de projetos, comerciais e públicos 

(PVsyst, SAM, Homer, PVWatts, PV*Sol e Polysun), que realizam simulações e, 

consequentemente, a estimava de geração de energia para um SFCR. De forma a verificar o 

quanto os resultados gerados pelas simulações nesses softwares se aproximavam dos valores 

de um sistema fotovoltaico em operação, um micro SFCR, baseado em um sistema real, foi 

modelado, em cada ferramenta computacional, e foram realizadas comparações entre as 

simulações e também com os dados do SFCR. Os softwares PVsyst e PVWatts foram os que 

apresentaram resultados mais próximos dos dados de campo, com RMSE mais baixos. 

É importante salientar que houve dificuldade em padronizar todos os parâmetros para a 

realização das simulações e compará‐las com os dados operacionais de um SFCR real devido as 

configurações distintas de cada um dos softwares. Portanto, o estudo mostrou a dificuldade em 

se realizar tais comparações. De qualquer forma, os resultados encontrados, para todos os 
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softwares analisados foram bons conforme apresentado na Tab. 6.6, porém, é sugerido que se 

realize estudos mais detalhados e sistemáticos e assim, obtendo resultados mais precisos e 

conclusivos a respeito do rendimento dos softwares disponíveis no mercado que são 

ferramentas importantes para a estimativa da geração de energia em um sistema FV.  

Ainda no Capítulo 6, foi apresentado o software SunoUFMG que foi concebido utilizando 

os modelos / métodos descritos e validados nos capítulos anteriores, o qual é capaz de modelar 

um SFCR e realizar simulações gerando resultados com as principais figuras de mérito técnico 

de forma fornecer suporte em estudos de pré‐viabilidade de projetos fotovoltaicos. Cabe 

salientar que apesar de todos os modelos utilizados no SunoUFMG terem sidos validados, 

inclusive apresentado erros médios baixos, é sugerido que se façam uma comparação dos 

resultados obtidos por suas simulações com outros softwares de simulação e também com um 

sistema FV real. Assim, será possível averiguar o quanto o resultado das simulações do software 

desenvolvido se aproxima de dados reais e das simuações. 

O último capítulo, Capítulo 7, apresentou os resultados da monitoração da radiação solar, 

geração de energia (lado CA) e de medições em campo de curvas I‐V / potência real realizadas 

por duas cargas capacitivas em geradores fotovoltaicos (strings) para a UFV Mineirão. 

 Em relação a monitoração (realizada no PAC durante o período de outubro de 2014 a 

setembro de 2015) do sistema FV, foram encontrados bons resultados, considerando a 

influência significativa do sombreamento parcial sobre os módulos FVs (em determinados 

períodos do dia ao longo do ano) e nos dias em que o sistema foi completamente desconectado 

da rede elétrica. Os resultados da geração de energia apresentaram uma média de 4,83 MWh / 

dia, totalizando 1.761 MWh no período, com um YF anual de 1.260 kWh / kWp, FC = 14% e PR 

anual 66% (que variou entre 61% a 70% durante o período). 

Os resultados encontrados pela campanha de medição, realizada entre os dias 11 a 15 de 

julho de 2016, nos geradores FVs de 7 segmentos da usina mostraram que as medidas 

extrapoladas para as condições STC e comparadas com os dados de potência da etiqueta de 

dados técnicos, localizada na parte posterior dos módulos FV´s, foram elevados.  

Adicionalmente, foi apresentado um método, proposto por Drnberger et al. (2010), para o 

cálculo de propagação de incertezas nos resultados gerados pelas medições, para uma condição 

específica de irradiância, de forma a ser ter uma melhor estimativa da potência real encontrada 

no sistema fotovoltaico. Esse método foi aplicado, como estudo de caso, no gerador PV2 no 

segmento 67 e os resultados obtidos, considerando incertezas, foram também elevados. 

Portanto, três hipóteses para esta situação surgiram e que podem ser a causa para o 

desempenho baixo da planta solar no período de medição. Primeira: sombreamento sobre os 

painéis durante o dia e constante ao longo do ano ocasionada pelos braços de concreto de cada 
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segmento; Segunda: contribuição da poeira e Terceira: a potência real dos módulos 

fotovoltaicos instalados nas strings.  

Cabe reforçar que o trabalho realizado na UFV Mineirão considerou apenas sete segmentos 

da usina, ou seja, se trata de um estudo inicial, porém, foi possível apresentar um diagnóstico, 

primário, dos módulos FVs / strings / geradores do sistema fotovoltaico instalado na cobertura 

da edificação podendo assim, fornecer um suporte para que a empresa local de distribuição de 

energia, responsável pela planta fotovoltaica, tome medidas necessárias para resolver os fatos 

apresentados.  

De qualquer forma, é sugerido um estudo mais detalhado, a longo prazo, considerando 

todos os 88 segmentos, e assim, obter resultados que irão representar, de fato, toda a usina FV 

levando a obter um “raio‐x” mais efetivo dos módulos FVs da planta solar.  

Cabe destacar que a realização de medições em campo de curvas I‐V / potência real são 

importantes e devem ser uma das várias medidas comuns em um comissionamento de forma a 

garantir a confiabilidade / integridade da usina FV bem como a garantia de produção de energia 

de acordo com as expectativas do proprietário. 

Este estudo também evidênciou a importância de se monitorar os parâmetros elétricos de 

uma usina fotovoltaica além de se ter uma compreensão melhor do recurso solar disponível na 

região e das diversas incertezas que estão envolvidas na avaliação da potência real de um 

gerador FV. Portanto, a continuação da monitoração dos diversos parâmetros da planta solar FV 

bem como do recurso solar da região é sugerida.  

Finalmente, os trabalhos desenvolvidos nesta Tese foram fundamentais na avaliação dos 

fatores que influenciam na previsão da geração e operação de sistemas fotovoltaicos 

conectados à rede elétrica e consequentemente, na identificação das incertezas atingindo o 

objetivo proposto, ou seja, no desenvolvimento de metodologia para estimativa de geração de 

energia tema principal desta pesquisa. 
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9. CONTRIBUIÇÕES TESE  

 
A Tese aqui proposta contribuiu, de forma original, conforme destacam os itens abaixo: 

 
‐ Validação de diversos modelos matemáticos para condições meteorológicas / 

solarimétricas brasileiras (ex: Belo Horizonte‐MG, Belém‐PA, Palmas‐TO, Uberlândia‐MG e 

Diamantina‐MG); 

 
‐ Ferramenta computacional desenvolvida em Matlab / PhP, SunoUFMG, para estimativa 

da geração de SFCR com minimização das incertezas; 

 
‐ Avaliação de softwares (PVsyst, PV*SOL, Polysun, SAM e Homer) para projeto / simulação 

de sistemas fotovoltaico com foco na adequação a realidade; 

 
‐ Diagnóstico primário, através de medições em campo, dos geradores FVs da UFV 

Mineirão; 

 
‐ Metodologia para estimativa da geração de SFCR com minimização das incertezas. 

 
10. PUBLICAÇOES REALIZADAS  

 

Durante o desenvolvimento desta Tese, foram publicados diversos artigos científicos em 

diferentes e importantes Congressos Nacionais e Internacionais e também em periódicos de 

grande relevância científica, nacional e internacional, na área de energia solar. Além disso, um 

capítulo de livro foi também publicado em reconhecida e prestigiada editora científica 

internacional. A seguir seguem todas as publicações (21 no total) realizadas.  

   
10.1. Congressos Nacionais (9 publicações) 

 

V Congresso Brasileiro de Energia Solar (V CBENS – 2014) 
 

MONTEIRO, L.; BACHA, L.; ISSAC, R.; Negrão; SILVA, S. R.; NOHME, E.; LOPES, B. M. SunoUFMG: 
Desenvolvimento e Validação de Ferramenta Computacional para Estimativa da Radiação 
Solar Incidente Aplicado a Projeto de Usinas Solares. In: V Congresso Brasileiro de Energia Solar 
‐ V CBENS, 2014, Recife ‐ PE. Anais do V Congresso Brasileiro de Energia Solar ‐ V CBENS, 2014. 
 
MONTEIRO, L.; FINELLI, I.; BREYNER, P. S.; MACÊDO, Wilson Negrão; BACHA, L.; PINHO, J. T.; 
SILVA, S. R.  Desenvolvimento de Ferramenta Computacional e Validação de Modelos 
Matemáticos para Módulos Fotovoltaicos. In: V Congresso Brasileiro de Energia Solar ‐ V CBENS, 
2014, Recife ‐ PE. Anais do V Congresso Brasileiro de Energia Solar ‐ V CBENS, 2014. 
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V Simpósio Brasileiro de Sistemas Elétricos (SBSE – 2014) 
 

MONTEIRO, L.; BACHA, L.; ISSAC, R.; Negrão; NOHME, E.; LOPES, B. M.; SILVA, S. R. Ferramenta 
Computacional para Estimativa da Radiação Solar Incidente Aplicado a Projetos de Usinas 
Solares. In: V Simpósio Brasileiro de Sistemas Elétricos, 2014, Foz do Iguaçu. V Simpósio 
Brasileiro de Sistemas Elétricos, 2014.  
 
VI Congresso Brasileiro de Energia Solar (VI CBENS – 2016) 
 
SATHLER, A. L.; NEUENSCHWANDER, F. O.; MONTEIRO, L.; GONZALEZ, M. L. Y.; MENDES, V. F.; 
BOAVENTURA, W. C.; MACÊDO, Wilson Negrão; NOHME, E.; LOPES, B. M. Simulação e Análise 
do Comportamento de Diferentes Inversores em uma Micro Usina Solar Fotovoltaica no 
Centro De Pesquisas Hidráulicas e Recursos Hídricos da UFMG. In: VI Congresso Brasileiro de 
Energia Solar (VI CBENS), 2016, Belo Horizonte. Anais do VI Congresso Brasileiro de Energia Solar 
(VI CBENS). 
 
CORRADE, T. J. R.; MONTEIRO, L.; DINIZ, R.; PITERMAN, A.; BOAVENTURA, W. C.; MENDES, V. F.; 
MACÊDO, Wilson Negrão; BUIATTI, G. M.; MENEZES, A. V.; LOPES, B. M. Método para Cálculo 
da Propagação de Incertezas na Estimativa da Geração de Energia de Sistemas Fotovoltaicos. 
In: VI Congresso Brasileiro de Energia Solar (VI CBENS), 2016, Belo Horizonte. Anais do VI 
Congresso Brasileiro de Energia Solar (VI CBENS), 2016. 
 
SATHLER, A. L.; FERREIRA, D. G.; MONTEIRO, L.; NEUENSCHWANDER, F. O.; SILVA, P. H. A.; 
MENDES, V. F.; BOAVENTURA, W. C.; TORRES, P.; MACÊDO, Wilson Negrão; LOPES, B. M.; PINHO, 
João Tavares. Análise e Comparação Preliminar de Softwares para Projeto e Simulação de 
Sistemas Fotovoltaicos. In: VI Congresso Brasileiro de Energia Solar (VI CBENS), 2016, Belo 
Horizonte. Anais do VI Congresso Brasileiro de Energia Solar (VI CBENS), 2016. 
 
CARNEIRO, D.; MONTEIRO, L.; COSTA, W. U.; MENDES, V. F.; NOHME, E.; LOPES, B. M.  
Metodologia para a Avaliação do Potencial de Geração Fotovoltaica em Áreas Urbanas e sua 
Aplicação na Região Metropolitana de Belo Horizonte. In: VI Congresso Brasileiro de Energia 
Solar (VI CBENS), 2016, Belo Horizonte. Anais do VI Congresso Brasileiro de Energia Solar (VI 
CBENS), 2016. 
 
NOLASCO, R. C.; MONTEIRO, L.; MENDES, V. F.; ARCANJO, A. A.; LOPES, B. M. Análise Preliminar 
do Desempenho de Micro Usinas Fotovoltaicas Instaladas na Região Metropolitana de Belo 
Horizonte. In: VI Congresso Brasileiro de Energia Solar (VI CBENS), 2016, Belo Horizonte. Anais 
do VI Congresso Brasileiro de Energia Solar (VI CBENS), 2016. 
 
XXI Congresso Brasileiro de Automática (CBA 2016) 
 
OLIVEIRA, A. C. M.; SATHLER, A. L.; MONTEIRO, Luis; XAVIER, M. V. E. Proposta de Projeto 
Residencial para um Sistema de Microgeração Fotovoltaica Conectada à Rede Elétrica. In: XXI 
Congresso Brasileiro de Automática (CBA 2016), 2016, Vitória ‐ ES. Anais do XXI Congresso 
Brasileiro de Automática (CBA 2016), 2016. 
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10.2. Congressos Internacionais (7 publicações) 

 

17th International Conference on Harmonics in Power Systems (ICHPS) - IEEE PES, 2016. 
 
MONTEIRO, Luis; MACÊDO, Wilson Negrão; TORRES, P.; PITERMAN, A. S.; AMARAL, G.; MELLO, 
J. V.; MENDES, V. F.; LOPES, B. M.; CORRADE, T. J. R.; BOAVENTURA, W. C. Assessment of 
Harmonic Distortion in Small Grid-Connected Photovoltaic Systems. In: 17th International 
Conference on Harmonics in Power Systems (ICHPS) - IEEE PES, 2016, Belo Horizonte. 
Proceedings 17th International Conference on Harmonics in Power Systems (ICHPS) ‐ IEEE PES, 
2016. 
 
2015 IEEE Section - International Conference on Solar Energy and Building (ICSoEB / IEEE). 
 
MONTEIRO OLIVEIRA, LUIS GUILHERME; DOS SANTOS, RAFAEL ISAAC; PEREIRA HORTA, LUCAS 
BACHA; MACEDO, WILSON NEGRAO; PINHO, JOAO TAVARES; SILVA, SELENIO ROCHA; NOHME, 
EDUARDO; FINELLI, IGOR CARVALHO; LOPES, BRUNO MARCIANO. Computational 
implementation of photovoltaic modules mathematical models for software application to 
estimate PV systems energy production. In: 2015 International Conference on Solar Energy 
and Building (ICSoEB), 2015, Sousse. 2015 International Conference on Solar Energy and 
Building (ICSoEB). p. 1‐114. 
 
15th IEEE International Conference on Environment and Electrical Engineering, 2015 
 
ARAUJO, T. F.; COSTA, W. U.; Xie, L.; MONTEIRO, L. Stochastic Unit Commitment in a 
Distribution System with Photovoltaic Power Generation: Empirical Assessment. In: 15th IEEE 
International Conference on Environment and Electrical Engineering, 2015, Roma. Proceedings 
of 15th IEEE International Conference on Environment and Electrical Engineering. Roma, 2015. 
 
31st Photovoltaic Solar Energy Conference - EU PVSEC 2015 
 
ARAUJO, T. F.; COSTA, W. U.; XIE, L.; MONTEIRO, L.; BOAVENTURA, W. C.; MACÊDO, Wilson 
Negrão; NOHME, E.; LOPES, B. M. The Value of Responsive Demand in Distribution Systems 
with Photovoltaic (PV) Generation. In: 31st Photovoltaic Solar Energy Conference ‐ EU PVSEC 
2015, 2015, Hamburg. Proceedings EU PVSEC 2015, 2015. p. 2816‐2821. 
 
World Renewable Energy Congress (WREC 2014) 
 
MONTEIRO, L.; FINELLI, I.; QUINAN, A.; MACÊDO, Wilson Negrão; TORRES, P.; PINHO, João 
Tavares; NOHME, E.; SILVA, S. R.; LOPES, B. M. Implementation and Validation of Energy 
Conversion Efficiency Inverters Models for Small PV Systems in the North of Brazil. In: XIII 
World Renewable Energy Congress (WREC 2014), 2014, London, UK. Proceedings of XIII World 
Renewable Energy Congress (WREC 2014), 2014. 
 
XXXVII Reunión de Trabajo de la Asociación Argentina de Energías Renovables y Ambiente y a 
la VI conferencia Conferencia Regional Latinoamericana de la ISES, 2014, ASADES2014 
 
MONTEIRO, L.; ISSAC, R.; BACHA, L.; FINELLI, I.; MACÊDO, Wilson Negrão; PINHO, J. T.; NOHME, 
E.; LOPES, B. M.; SILVA, S. R.  Validação de Modelos Matemáticos Para Tecnologia de Módulos 
Fotovoltaicos de Telureto de Cádmio e Silício Policristalino. In: ASADES 2014 ‐ XXXVII Reunión 
de Trabajo de la Asociación Argentina de Energías Renovables y ambiente y a la VI Cconferencia 
Regional Latinoamericana de la ISES, 2014, Misiones. ASADES 2014. 
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MONTEIRO, L.; QUINAN, A.; FINELLI, I.; Negrão; Tavares; TORRES, P.; NOHME, E.; LOPES, B. M.; 
SILVA, S. R.  Implementação e Validação de Modelo Matemático de Eficiência de Conversão de 
Energia Para Inversor Fotovoltaico Conectado à Rede Elétrica e sua Avaliação Utilizando 
Técnica de Otimização. In: ASADES 2014 ‐ XXXVII Reunión de Trabajo de la Asociación Argentina 
de Energías Renovables y ambiente y a la VI Conferencia Regional Latinoamericana de la ISES, 
2014, Misiones. ASADES 2014, 2014. 
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