
A Regulação da Energia
em Portugal

Entidade Reguladora dos Serviços Energéticos

Uma tal dinâmica e projecção, 
inicialmente centrada no sector 
eléctrico e depois alargada ao gás 
natural, tem expressão no trabalho 
desenvolvido pelos colaboradores 
da ERSE ao longo dos seus dez 
anos de existência, pelo que é de 
elementar justiça realçar, em forma 
de livro, alguns dos contributos 
técnico-científi cos relevantes para 
alcançar aquele patamar.

O conceito de regulação 
económica, intimamente ligado 
à dinâmica de liberalização dos 
mercados em geral, e do sector 
energético em particular, tem na 
actualidade, uma importância 
incontornável, constituindo um 
instrumento indispensável para o 
relacionamento mais transparente 
entre consumidores, empresas 
reguladas e cidadãos em geral.

No contexto desta nova realidade, 
impulsionada pela crescente 
solidifi cação do edifício jurídico 
enquadrador do Mercado Interno 
da Energia a nível comunitário 
desde o início da década de 
noventa do século XX, a Entidade 
Reguladora dos Serviços 
Energéticos (ERSE), inicialmente 
designada por Entidade 
Reguladora do Sector Eléctrico 
dada a ausência em Portugal do 
gás natural, constituiu-se, desde 
logo, como uma das entidades 
reguladoras de referência a nível 
europeu e internacional neste 
domínio.
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A ERSE celebrou recentemente o seu décimo aniversário! Foi uma década vivida intensamente 
ao ritmo das profundas mutações do sector energético e sob o impulso de novas perspectivas 
sobre o papel do Estado na regulação das indústrias de rede. Foi uma década em que a ERSE 
nasceu e teve de ganhar rapidamente a maturidade que lhe permitiu não ser um mero agente 
passivo deste processo mas, pelo contrário, um protagonista empenhado e comprometido com a 
dinâmica de liberalização dos mercados energéticos.

Esta Colectânea de textos é um testemunho vivo que nos dá uma visão própria de todo esta 
dinâmica de transformação passada e que antecipa os desafi os futuros da regulação do sector 
energético.

A colectânea estrutura-se em torno de cinco temas que constituem pilares essenciais da re-
gulação do sector energético e que, por isso mesmo, mobilizaram as vontades e a atenção dos 
colaboradores da ERSE:

 Parte I – Protecção dos consumidores
 Parte II – Princípios de Regulação Económica
 Parte III – Ambiente e Efi ciência Energética
 Parte IV – Regulação e a Construção do Mercado Único da Energia
 Parte V – Estudos e Metodologias Aplicadas à Regulação

A anteceder os textos relativos às cinco áreas temáticas, inclui-se um capítulo de enquadramen-
to em que se procura cobrir dois aspectos relevantes: a evolução do pensamento económico e da 
praxis relativamente aos papéis do Estado, do mercado e da regulação económica na promoção 
da afectação de recursos, no caso específi co das indústrias de rede; uma análise, muito sintética, 
do processo de liberalização do sector energético em Portugal e a formulação dos novos desafi os 
para a sua regulação.

A ERSE tem tido um papel primordial na protecção dos direitos e dos interesses dos consu-
midores. As suas competências no âmbito regulamentar cobrem aspectos de grande relevância 
para os consumidores: a fi xação das tarifas, o relacionamento comercial e contratual e a qualidade 
de serviço. O legislador atribuiu também à ERSE a incumbência de promover o recurso aos 
mecanismos de resolução extrajudicial de confl itos, nomeadamente a mediação, a conciliação e 
a arbitragem. Uma outra função relevante da ERSE é assegurar o relacionamento institucional 
com as instituições representativas dos consumidores, nomeadamente através da participação 
activa destas no Conselho Consultivo e Conselho Tarifário. 

A informação a prestar aos consumidores é também um aspecto de extrema relevância. 
Na fase inicial da liberalização do sector energético, os processos de reestruturação estavam 
muito circunscritos aos actores do próprio sector energético e, em relação ao processo de mu-
dança de fornecedor, os primeiros benefi ciários foram os grandes consumidores industriais. 

Parte I - Protecção dos consumidores

INTRODUÇÃO
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Por essa razão, a comunicação era muito especializada dado que se destinava a um público-alvo 
muito bem informado. Sem perda de rigor e de consistência, temos que procurar fazer chegar as 
nossas mensagens a públicos mais alargados. Pensamos que o regulador, em parceria com as asso-
ciações de consumidores, deve procurar atingir novos públicos, nomeadamente os consumidores 
domésticos, que terão de ser, cada vez mais, protagonistas activos do processo de liberalização. 
Temas como a efi ciência energética, a existência ou não de tarifas reguladas de venda a clientes 
fi nais, a própria discussão do nível e/ou da taxa de variação das tarifas mais desejável para a 
sociedade, assim como a qualidade ambiental, benefi ciarão da existência de consumidores bem 
informados que não sejam meros fi gurantes mas, antes pelo contrário, sejam actores activos face 
aos novos desafi os da regulação.

A Parte I da Colectânea inclui quatro artigos que cobrem todos os aspectos acabados de referir: 
a natureza estratégica da informação enquanto bem público que contribui para minimizar os 
efeitos penalizadores decorrentes da existência de informação assimétrica, a análise das funções e 
atribuições da ERSE e, fi nalmente, uma refl exão sobre os dados de um inquérito, efectuado junto 
dos consumidores empresariais, em que se procura percepcionar as suas expectativas e necessida-
des em relação à qualidade de serviço técnica e comercial.

A criação de um mercado concorrencial exige a separação das diferentes actividades do sector 
energético que tradicionalmente se encontram horizontal e verticalmente integradas. As activi-
dades exercidas em regime de monopólio são sujeitas à regulação de proveitos e preços de forma 
a assegurar a maximização do bem-estar social e tendo presente a aplicação dos seguintes prin-
cípios:

• igualdade de tratamento e oportunidades; 
• transparência na formulação e fi xação das tarifas; 
• inexistência de subsidiações cruzadas entre actividades e clientes; 
• transmissão de sinais económicos adequados aos agentes económicos; 
• protecção dos consumidores mas assegurando, simultaneamente, o equilíbrio económico e fi nan-

ceiro às actividades reguladas em condições de gestão efi ciente; 
• criação de incentivos ao desempenho efi ciente das actividades reguladas das empresas; 
• contribuição para a promoção da efi ciência energética e da qualidade ambiental. 

Por isso mesmo, a aditividade tarifária e o cálculo das tarifas por actividade constituem dois temas 
centrais da Parte II desta Colectânea. Mas, para além destes, outros temas relevantes da regulação 
são analisados nesta parte do livro: os incentivos à melhoria da qualidade técnica de serviço, os pa-
drões de segurança do transporte1, a fundamentação para a fi xação dos parâmetros da regulação na 
actividade de distribuição e para a remuneração das redes de transporte e distribuição.

O enquadramento regulamentar do Sistema Nacional do Gás Natural é objecto de análise num 
texto em que se procura realçar a sua natureza instrumental bem como os seus refl exos no funcio-
namento operacional do sistema.

Parte II - Princípios de Regulação Económica

1 Incluindo as medidas tomadas na sequência do célebre incidente ocorrido em 2000 que fi cou conhecido como o “apagão das cegonhas”.
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Uma outra dimensão de crescente relevância relaciona-se com a promoção da qualidade am-
biental e da efi ciência energética. A ERSE tem procurado desenvolver instrumentos regulatórios 
e acções voluntaristas que visam minimizar as falhas de mercado que impedem que a produção, 
o transporte, a distribuição e a utilização da energia se processe de forma eco-efi ciente. De entre 
os múltiplos instrumentos que poderão contribuir para a promoção da efi ciência energética, des-
tacaríamos os seguintes:

• Liberalização e consolidação do mercado único (incluindo MIBEL e MIBGAS); 
• As tarifas devem constituir um sinal incentivador de comportamentos típicos de racionalidade 

económica: do lado da oferta, promovendo o investimento em geração e o reforço e consolidação 
de redes visando, não apenas, a melhoria da qualidade de serviço, a segurança no abastecimento, 
a promoção da concorrência, mas também, a efi ciência energética (redução da ponta nacional, 
redução das perdas, etc.); do lado procura, promovendo o estímulo à utilização efi ciente da energia 
e garantindo a competitividade do tecido empresarial num quadro de concorrência internacional. 

• As assimetrias de informação e outras falhas de mercado restringem a efi cácia do sinal preço 
e sugerem a necessidade de utilizar medidas complementares mais voluntaristas, de que o PPEC 
– Plano de Promoção da Efi ciência ao Consumo de Energia Eléctrica constitui o exemplo mais 
(re)conhecido.

A natureza sistémica das medidas de promoção da efi ciência energética exige acções de natureza 
mais transversal, estando a ERSE naturalmente disponível para cooperar activamente com todos os 
actores relevantes no desenvolvimento deste tipo de iniciativas.

A regulação económica dos monopólios naturais, nomeadamente quando é baseada em incenti-
vos, tende a estimular as empresas a privilegiarem o desempenho e a efi ciência em detrimento de 
outros objectivos que são da maior importância como sejam a qualidade de serviço ou o desempe-
nho ambiental. A necessidade de criar um quadro de incentivos mais equilibrado e harmonioso, que 
contribua para que as empresas desenvolvam estratégias empresariais inspiradas nos princípios do 
desenvolvimento sustentável, constituiu o factor determinante para que a ERSE tenha desenvol-
vido instrumentos regulatórios de que o PPDA – Planos de Promoção da Qualidade Ambiental 
constitui o exemplo mais destacado.

A Parte III da Colectânea cobre um conjunto muito diversifi cado de temas de grande relevância 
para a regulação dos aspectos relacionados com o desempenho ambiental e a efi ciência energética:

• A racionalização do PPDA como um instrumento que incentiva as empresas reguladas a defi -
nirem estratégias empresariais intertemporalmente mais sustentáveis sem, contudo, deixarem de 
preservar comportamentos efi cientes induzidos pelos instrumentos de regulação tradicionais.

• A análise da PRE – Produção em Regime Especial nas suas diferentes perspectivas: produção, 
potencial e metas defi nidas pelo decisor político; identifi cação dos instrumentos mais custo-efi cazes 
de promoção da PRE, nomeadamente o mecanismo dos certifi cados verdes.

• Apresentação da metodologia inovadora que suporta a métrica de avaliação do PPEC e caracte-
rização dos projectos apresentados e aprovados no âmbito do PPEC 2007, bem como dos benefí-
cios que deles decorrerão (avaliação ex-ante).

Parte III - Ambiente e Efi ciência Energética
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Com a globalização crescente dos mercados energéticos faz cada vez menos sentido perspec-
tivar a regulação apenas no quadro dos mercados nacionais. Nesta perspectiva, um dos grandes 
desafi os da Europa é identifi car os caminhos que podem viabilizar a passagem de 27 mercados 
parcialmente liberalizados para um mercado único mais integrado e mais competitivo.

Desde a primeira hora, a ERSE tem sido um agente activo de construção do mercado interno 
da energia. Para um pequeno país como Portugal, geografi camente periférico e apostado em reto-
mar o seu processo de convergência real com os países mais desenvolvidos da União Europeia, é 
essencial que a regulação das indústrias de rede (electricidade e gás natural) seja justa e efi ciente, 
não penalizando a periferia em relação ao centro.

A concretização destas acções requer a permanente cooperação e concertação entre as entidades 
reguladoras nacionais e as autoridades da concorrência dos diferentes Estados-Membros. Nes-
ta perspectiva continuaremos a manter uma activa cooperação com os diferentes fora europeus 
– ERGEG (Grupo Europeu dos Reguladores de Electricidade e Gás) e o CEER (Conselho de 
Reguladores Europeus de Energia) – que constituem, respectivamente, órgãos consultivos da 
Comissão Europeia e plataformas para a partilha de experiências e a cooperação entre os regula-
dores dos Estados-Membros. 

A Parte IV da Colectânea inclui três artigos que se dedicam à análise de temas regulatórios 
de âmbito transnacional no quadro da União Europeia: a análise comparativa dos efeitos (no 
investimento, nos preços e na qualidade de serviço) decorrentes da exploração de infraestruturas 
de transporte de electricidade em quadros institucionais distintos (integração vertical, separação 
legal e separação de propriedade)2; os problemas suscitados pela criação de um mecanismo eu-
ropeu de compensação entre operadores de rede de transporte pelos fl uxos transfronteiriços de 
energia eléctrica; e, ainda, uma refl exão sobre o Incidente Europeu de 4 de Novembro de 2006 
acompanhado de um conjunto de recomendações que visam reduzir a probabilidade de ocorrên-
cia de acontecimentos deste tipo.

A Parte V inclui um conjunto de estudos metodológicos que têm uma natureza instrumental 
em relação à regulação sectorial. Neste âmbito são analisados os seguintes temas: a explicitação 
dos procedimentos adoptados em vários países da União Europeia e, em particular, em Espa-
nha, relativamente aos custos ociosos; a adopção dos instrumentos analíticos da Organização 
Industrial para proceder ao estudo da estrutura dos mercados energéticos; a refl exão sobre o 
cálculo do custo de capital para as empresas reguladas nomeadamente nos casos em que as em-
presas não estão cotadas em bolsa; a análise das inconsistências que podem resultar quando se 
procura utilizar uma única metodologia de cálculo da efi ciência para fundamentar a implemen-
tação da regulação baseada em incentivos; e, fi nalmente, a utilização de modelos econométricos 
de previsão não causal de curto prazo para proceder às previsões de procura do gás natural.

Parte IV - Regulação e a Construção do Mercado Único da Energia

Parte V - Estudos e Metodologias Aplicadas à Regulação

2 O artigo desenvolve o tema do “ownership unbundling” que constitui um elemento central do 3º Pacote legislativo da União Europeia, actualmente em debate.
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O sector energético tem sido palco de processos muito dinâmicos de reestruturação em-
presarial e inovação regulatória que têm contribuído para mutações muito substanciais e 
profundas no seu funcionamento e desempenho. 

A desintegração vertical (unbundling), a institucionalização dos reguladores independen-
tes, a consolidação da regulação económica, a promoção de mecanismos visando a des-
concentração e a promoção da concorrência nos segmentos competitivos das cadeias de 
valor, a cooperação entre reguladores de forma a viabilizar a harmonização regulatória e a 
criação dos mercados regionais, como mecanismo transitório visando a concretização do 
mercado único, são alguns dos passos que já foram dados na busca de mercados energéti-
cos mais competitivos, mais eficientes e com melhor qualidade de serviço.

Neste artigo procuramos apresentar, de uma forma sistemática e sintética, o percurso já 
efectuado no processo de liberalização do sector energético português bem como enun-
ciar os principais desafios para a sua regulação. Num ponto preliminar, analisaremos a 
evolução do pensamento relativamente aos papéis do Estado, do mercado e da regulação 
económica na promoção da afectação eficiente de recursos, no caso específico das indús-
trias de rede.

Apesar de existir consenso em torno da ideia de que os mercados constituem o quadro 
institucional mais adequado para promover a afectação de recursos nas economias, tam-
bém é reconhecido por todos que os mercados exibem imperfeições que afectam o interesse 
dos consumidores, a dinâmica de crescimento e o bem-estar social. A regulação económica 
justifica-se pela necessidade de corrigir as falhas de mercado decorrentes da existência de 
externalidades, das estratégias anti-competitivas das empresas que beneficiam de poder 
de mercado ou daquelas que operam como monopólios naturais e, finalmente, das distor-
ções que podem resultar da existência de informação imperfeita ou assimétrica. No caso 
específico do sector energético não podem ignorar-se outros factores que justificam a re-
gulação sectorial como sejam, entre outros, a segurança de abastecimento, a protecção dos 
consumidores mais vulneráveis e o respeito pelas obrigações de serviço público.  

A regulação económica do sector energético teve uma evolução dinâmica muito marcada 
pelas mutações ocorridas no próprio sector. Mas, para além destas alterações de natureza 
endógena, o modelo regulatório sectorial foi também muito marcado pelas reflexões teó-
ricas e pelo consenso gerado em torno de um novo paradigma de actuação do Estado. De 
uma perspectiva baseada num Estado que acumulava as funções de accionista, produtor 
e (auto)regulador, passou-se, em períodos mais recentes, para uma nova concepção, mais 
descentralizada e focalizada no aproveitamento da dinâmica e eficiência dos mercados 
concorrenciais, em que a função regulação é assumida por entidades reguladoras indepen-
dentes. 

1. Introdução

2. Estado, mercado e regulação das indústrias de rede da auto-regulação à regulação económica

A REGULAÇÃO DO SECTOR ENERGÉTICO EM PORTUGAL: 
BALANÇO E NOVOS DESAFIOS
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   Durante várias décadas, uma parte signifi cativa dos países adoptaram uma concepção de Esta-
do que não se limitava a ter uma função reguladora do funcionamento do sistema económico mas 
que assumia, claramente, uma postura voluntarista de grande envolvimento que acabava por condi-
cionar, quase sempre, o potencial do mercado enquanto mecanismo de afectação de recursos. Á luz 
das ideias então prevalecentes, e face à existência de falhas de mercado, o Estado assumia as funções 
de produtor de forma a superar as defi ciências do lado da oferta, procurando assegurar a provisão 
adequada de bens e serviços. Mais: o Estado não encarava as suas actividades produtivas como estri-
tamente empresariais e, por isso mesmo, acumulava as funções de produtor de bens e serviços com a 
de regulador, procedendo, de algum modo à auto-regulação das suas actividades empresariais.

A profunda reorganização do sector eléctrico baseado na existência de monopólios públicos verti-
calmente integrados para um modelo de funcionamento focalizado na separação entre actividades 
competitivas e monopólios naturais, no livre acesso às redes, na privatização das empresas e na cria-
ção de reguladores independentes tem a sua fundamentação na ocorrência das transformações que 
se apresentam seguidamente:

• O excesso de capacidade instalada nos países desenvolvidos que suscitou problemas de rendibi-
lidade à indústria eléctrica, nomeadamente nos países em que o sector eléctrico era dominado por 
empresas públicas.

• O sector foi protagonista de profundas mutações tecnológicas que permitiram reduzir as econo-
mias de escala na produção, os custos de transacção associados à coordenação entre actividades po-
sicionadas em diferentes segmentos da cadeia de valor, a redução do tempo de construção das novas 
centrais, a redução do nível de investimento por unidade de energia e a adopção de novas formas de 
descentralizadas de comercialização da energia

• As falhas de Estado puseram em causa o modelo de autoregulação dos monopólios públicos. A fa-
lência dos modelos políticos e das estratégias de desenvolvimento económico e social protagonizados 
pelos países da Europa Central e Oriental e o insucesso das opções excessivamente intervencionistas 
assumidas um pouco por diferentes países à escala planetária conduziram a uma praxis económica 
basicamente caracterizada pela assunção clara de um Estado menos intervencionista e mais regula-
dor, basicamente preocupado em superar os fracassos de mercado de forma a garantir um funciona-
mento efi ciente das economias.

Estes pressupostos não só infl uenciaram a análise do comportamento e do desempenho dos agentes 
económicos e a própria compreensão dos próprios processos de crescimento económico, como acaba-
ram por condicionar os princípios e a fi losofi a que está subjacente às políticas públicas e o papel que o 
Estado pode desempenhar no desenho das estratégias de desenvolvimento económico de um país.

Se tivermos presente a histórica económica recente, constatamos que, a partir dos anos 1980, toda 
a concepção que tinha subjacente o Estado-produtor-accionista como que colapsou dando lugar à 
ideia de Estado-regulador com refl exos visíveis na reestruturação dos diferentes sectores dominados 
pela presença das utilities: unbundling progressivo e gradual dos monopólios públicos verticalmente 
integrados; introdução de legislação que tornou possível a regulação dos monopólios naturais 
(transporte e distribuição) e conduziu à abolição das situações de monopólio nas áreas em que as 
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condições tecnológicas ou as condições de funcionamento dos mercados não o justifi cam; insti-
tucionalização de Entidades Reguladoras Independentes; privatização das empresas públicas; in-
trodução de novos instrumentos de mercado que permitem potenciar o aumento da concorrência 
nos segmentos competitivos da cadeia de valor do sector eléctrico (produção e comercialização).

Um dos principais argumentos para a criação de reguladores independentes é a preservação da esta-
bilidade e a redução dos riscos regulatórios. A credibilidade e a consistência intertemporal das decisões 
regulatórias são particularmente relevantes na regulação do sector energético. Os investimentos em 
infraestruturas têm a natureza de “sunk costs” e têm subjacentes períodos de vida útil muito longos. 
Neste contexto, a existência de estabilidade regulatória é uma pré-condição essencial para a promoção 
de investimento privado baseado em expectativas de remuneração adequadas; a falta de credibilidade 
ou a incerteza regulatória podem não inviabilizar o investimento mas, certamente, contribuirão para 
aumentar o custo de capital e os custos de fi nanciamento com refl exos no incremento das tarifas.

Para que se prossigam estratégias de longo prazo convergentes com a promoção do interesse 
público, as entidades reguladoras devem ser estruturadas de acordo com um modelo de organização e 
governance baseadas na independência, estabilidade decisional e escrutínio público.

Não é por mero acaso que o desempenho regulatório e a evolução da política energética portuguesa 
no seu conjunto constitui um “benchmark” ao nível europeu: 

• A separação dos diferentes segmentos da cadeia de valor foi mais longe do que o estabelecido nas 
directivas europeias (já existe ownership unbundling do transporte desde 2000)1; 

• A separação das diferentes actividades da cadeia de valor foi também acompanhada pela separação 
de tarifas e pela aplicação do princípio da aditividade tarifária de forma extensa, assegurando-se a con-
vergência para um sistema tarifário isento de subsidiações cruzadas;

• Reduziu-se, embora de forma pouco expressiva, o grau de concentração na produção (em termos da 
capacidade instalada, o Grupo EDP passa de 75,4% em 1999 para 68,1% em 2005); 

• Foi feito um esforço de investimento signifi cativo no reforço da capacidade de interligação com 
Espanha (1500 MW, correspondendo actualmente a 15% da ponta portuguesa; os investimentos pla-
neados até 2014, permitem que a capacidade venha a corresponder a 3000MW); 

• Melhoria muito signifi cativa na qualidade de serviço (técnica e comercial) e uma redução expressiva 
das perdas nas redes eléctricas;

• Finalmente, mas não menos relevante, houve uma redução substancial das tarifas de uso das redes 
(transporte e distribuição) a preços constantes.

3. A liberalização do sector energético em Portugal e novos desafi os para a regulação

 3.1. A regulação do Sector Eléctrico

                        i) Desempenho regulatório: um benchmark em termos europeus

1  A circunstância do ownership unbundling constituir o aspecto central das propostas do 3º Pacote, a vigorar, na melhor das hipóteses, a partir de 2010, 
traduz bem o avanço que se verifi ca no modelo de organização do sector eléctrico português.

A REGULAÇÃO DO SECTOR ENERGÉTICO EM PORTUGAL: 
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Apesar do sucesso na concretização destas mudanças na organização do sector eléctrico, ainda 
subsistem inúmeras distorções de mercado cuja eliminação pode ter refl exos positivos no desem-
penho efi ciente do sector eléctrico, na qualidade de serviço e nos preços da energia.

Os resultados do inquérito ao sector energético promovido pela Comissão Europeia revelam 
claramente que é preciso ir mais longe e sugerem a necessidade de haver um ponto de viragem na 
regulação sectorial: a actividade regulatória deverá deixar de estar centrada, quase exclusivamen-
te, na regulação dos monopólios naturais constituídos pelas redes de transporte e distribuição e 
passará a estar cada vez mais focada nos segmentos potencialmente competitivos da cadeia de va-
lor do sector eléctrico: a produção (mercado grossista) e a comercialização (mercado retalhista).

Em 1 de Julho de 2007 foram introduzidas alterações estruturais no sector eléctrico portu-
guês:

• Cessação dos Contratos de Aquisição de Energia (CAE)  passando os produtores a vender a 
energia no mercado;

• Aprovisionamento do CUR – Comercializador de Último Recurso no mercado de energia 
eléctrica (em concreto, trata-se da EDP Serviço Universal), resultando numa redução da Tarifa 
de Energia;

• Introdução do mecanismo dos Custos para a Manutenção do Equilíbrio Contratual (CMEC), 
resultando num aumento da tarifa de Uso Global do Sistema (UGS);

• Introdução do Mecanismo de Gestão Conjunta da Interligação Portugal-Espanha.

O aumento da concorrência na produção passa pela adopção de medidas que conduzam a uma 
alteração expressiva dos mecanismos de funcionamento deste segmento da cadeia de valor:

• É necessário reduzir o grau de concentração e, nomeadamente, a quota de mercado dos in-
cumbentes;

• É imprescindível criar mecanismos de mercado que, tendo em consideração as características 
específi cas do sector electroprodutor, viabilizem a emergência de mercados efi cientes.

É também necessário estimular a concorrência na comercialização da energia junto dos seus 
utilizadores fi nais. 

O estímulo da concorrência passa pela ponderação de diferentes aspectos mas existe um tema 
que se coloca a este respeito: será que se devem manter tarifas reguladas de venda a clientes fi nais 
elevadas de forma a estimular a entrada de novos comercializadores ou, tal como é defendido pela 
maioria dos reguladores europeus, se deve pura e simplesmente eliminar tais tarifas, acautelando 
sempre os interesses dos consumidores vulneráveis? A ERSE preconiza uma eliminação, progres-
siva e gradual das tarifas reguladas, dando prioridade aos consumidores industriais e acautelando 
sempre o interesse dos consumidores vulneráveis. 

                        ii)  Grandes desafi os regulatórios no futuro próximo
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Na sequência da publicação do enquadramento legislativo que defi ne a organização do sector e 
o calendário da liberalização (DL 30/2006 e DL 140/2006), em Setembro de 2006 foram pu-
blicados os regulamentos do GN e agora está a desenvolver-se toda a sub-regulamentação bem 
como iniciar os trabalhos visando a fi xação de tarifas e o desenvolvimento de todas as restantes 
actividades regulatórias: 

•  A ERSE fi xa, pela primeira vez, tarifas reguladas em Maio de 2007. Existe uma redução ex-
pressiva das Tarifas de Uso do Terminal de GNL (-16,3%), Tarifas de Uso do Armazenamen-
to Subterrâneo (-30,3%) e da Tarifa de Acesso à Rede de Alta Pressão (-5,4%);

•  A partir de 1 de Julho de 2008 passarão a ser fi xadas, pela ERSE, as tarifas de venda a clientes 
fi nais para os diferentes níveis de pressão;

• A regulação visa contribuir para: 
  ‒  uma redução expressiva, ainda que gradual e progressiva, das tarifas de acesso às redes de gás 

 natural;
  ‒  a manutenção dos incentivos que estimulem a dinâmica de crescimento do sector do GN 

bem como o seu desempenho efi ciente;
  ‒ a melhoria da qualidade de serviço e a protecção dos consumidores;
•  Eliminação, progressiva e gradual, das tarifas reguladas, dando prioridade aos consumidores 

industriais e acautelando sempre o interesse dos consumidores vulneráveis;
• Criação do MIBGAS como primeiro passo para o Mercado Único do Gás.

Com a globalização crescente dos mercados energéticos faz cada vez menos sentido perspectivar 
a regulação apenas no quadro dos mercados nacionais. Para além disso, os mercados energéticos 
carecem de massa crítica, dimensão e profundidade para funcionarem de forma efi ciente.

Na linha da experiência percursora desenvolvida pela Nordpool (processo de integração dos 
mercados eléctricos da Noruega, Suécia, Finlândia e Dinamarca), a criação de mercados regio-
nais, como o MIBEL, para além de contribuir para minimizar os problemas acima referidos, 
constitui um passo intermédio para a consolidação de um mercado único da electricidade. 

Durante muitos anos, a Península Ibérica permaneceu como sendo quase uma ilha já que o 
trânsito de energia eléctrica com os restantes países europeus, através dos Pirinéus, era incipiente 
face à insufi ciente capacidade de interligação instalada. O reforço da capacidade de interligação 
entre os dois estados ibéricos, e posteriormente com os restantes países europeus, vai conduzir a 
uma integração progressiva dos dois mercados com refl exos positivos no desempenho do sector 
eléctrico, na qualidade de serviço e nos preços da energia.

 3.2. Que novidades existem em relação à regulação do Gás Natural (GN)?

 3.3. Qual a importância do MIBEL no processo de liberalização do sector eléctrico?
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Nos quadros seguintes apresentam-se, de forma muito sintética, os grandes desafi os 
do MIBEL, as iniciativas que já foram concretizadas e as acções que estão em curso.

Mercado Ibérico: Grandes Desafi os

• Desafi o do MIBEL para Portugal: passar de um mercado de 6 milhões de consumidores, uma 
potência instalada de 13,4 GW e um consumo de 49 TWh para um mercado de 30 milhões de 
consumidores, 85,2 GW de potência instalada e um consumo de 281 TWh;

• A Península Ibérica, em termos eléctricos, está isolada do resto da UE (capacidade de interli-
gação com França muito limitada);

• A integração dos dois sistemas implica um grau de concorrência superior ao que se verifi -
ca separadamente em cada um dos mercados que poderá benefi ciar os consumidores dos dois 
países:

‒ Produção mais efi ciente;
‒ Impacto moderador nos preços de electricidade (tudo o resto permanecendo constante);
‒ Melhor qualidade de serviço.
‒ O MIBEL permite criar um enquadramento legal estável que permitirá aos agentes de ambos os 

países desenvolver actividades na Península Ibérica com os mesmos direitos e obrigações.

Mercado Ibérico: O que já foi concretizado?

• Reforço da interligação Portugal-Espanha;
• Aumento das transacções de energia eléctrica entre os dois países;
• Actuação ibérica dos principais grupos empresariais eléctricos;
• Início do Funcionamento do Conselho de Reguladores;
• Início do Funcionamento do OMIP e, recentemente, criação de um Operador de Mercado 

Ibérico a partir da integração dos dois pólos nacionais actualmente existentes;
• Mecanismo de gestão conjunta dos congestionamentos das interligações;
• Cessação do CAE e colocação da energia no mercado; 
• Iniciou-se a realização dos leilões de capacidade virtual (VPP), em que o incumbente 

disponibiliza capacidade mas está impedido de adquirir energia;
• Mecanismos comuns de aquisição de energia pelo CUR.
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Como já referimos, o MIBEL é um mercado que iniciou o seu funcionamento em 1 de 
Julho e, naturalmente, constitui um processo que carece de correcções e ajustamentos que 
melhorem o seu funcionamento. Na situação presente, existe um diferencial médio de preços entre 
Portugal e Espanha de cerca de 5€/MWh, estando os mercados separados durante cerca de 
50% das horas.

Estão já defi nidas medidas correctivas que permitem atenuar esta situação:
• Curto-médio prazo: 

‒  Leilões de capacidade virtual disponibilizada por centrais instaladas em território 
português;

‒  Gestão mais fl exível e efi ciente da interligação, promovendo, por exemplo, os  leilões 
explícitos de capacidade da interligação;

• Médio prazo:
‒ Investimento no reforço da capacidade de interligação;
‒ Instalação de nova capacidade de geração em Portugal.

Mercado Ibérico: O que está em curso?

• Harmonização das tarifas de acesso;
• Na sequência da proposta da CNE e da ERSE, defi nição do conceito de Operador Domi-

nante;
• Concretização do plano de reforço das interligações;
• Na sequência da proposta da CNE e da ERSE, defi nição de um modelo harmonizado de 

garantia de potência;
• Harmonização de regras e procedimentos que permitam o desenvolvimento do mercado reta-

lhista ibérico (procedimentos de mudança de fornecedor, telecontagem, etc.);
• Criação de condições para o arranque do MIBGAS.

Para que o Mercado Ibérico da Energia seja uma parte integrante do Mercado Único da Energia 
é imprescindível que as interligações entre Espanha e França sejam substancialmente reforçadas 
(nomeadamente na electricidade). No âmbito das Iniciativas Regionais do ERGEG (Mercado 
do Sudoeste), estão em curso conversações entre os Governos de Espanha e França, visando o 
reforço da capacidade de interligação entre os dois países, após mais de três décadas de impasse 
nesta matéria.
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A liberalização do sector energético tem sido um processo complexo que tem avançado com 
pequenos passos sustentáveis e consistentes com refl exos positivos no desempenho dos operado-
res sectoriais (efi ciência e qualidade de serviço) e com benefícios tangíveis para os consumidores 
domésticos e industriais.

Houve avanços signifi cativos nos últimos dez anos. O sector energético foi objecto de profun-
das reestruturações empresariais e a regulação sectorial tem vindo a adoptar uma nova fi losofi a 
de acção mais adequada à regulação económica em contextos em que o mercado, embora com 
múltiplas imperfeições, está cada vez mais presente e constitui, cada vez mais, uma alternativa aos 
mecanismos administrativos de natureza mais intervencionista. Esta Colectânea é um testemu-
nho vivo de alguns dos contributos que a ERSE e os seus colaboradores deram, no contexto do 
processo de liberalização em curso, e que tem vindo a conduzir a profundas alterações no modelo 
de funcionamento e no desempenho do sector. 

Face à dominância de estratégias empresariais de âmbito internacional, a regulação sectorial 
terá de saber dar o salto do âmbito de jurisdição nacional para níveis territoriais cada vez mais 
abrangentes. Sendo certo que o fi m último do processo de liberalização é a criação de um merca-
do único para a energia efi ciente e competitivo, é cada vez mais consensual a percepção de que, a 
melhor maneira de atingir este objectivo passa pela criação de mercados regionais, cada vez mais 
abrangentes e visando objectivos cada vez mais ambiciosos. Se é verdade que, no caso português, 
o grande objectivo presente é reforçar e consolidar o MIBEL e lançar as bases para a criação do 
MIBGAS, não podemos descurar a necessidade de reforçar as interligações de gás natural e, so-
bretudo, de electricidade entre Espanha e França de forma que a Península Ibérica não continue 
a ser, tal como acontece hoje, uma ilha eternamente separada do continente europeu.

  

4. Considerações Finais
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Celebra-se hoje o Dia Mundial dos Direitos 
do Consumidor que consagra o reconhecimen-
to internacional de que todos os cidadãos, in-
dependentemente da sua situação económica e 
social, têm direitos enquanto consumidores.

A Entidade Reguladora dos Serviços Ener-
géticos (ERSE) tem vindo a dedicar uma cres-
cente atenção à concretização do direito à in-
formação dos consumidores de energia.

A actividade regulatória desenvolvida assen-
ta no entendimento de que a informação deve 
ser positivamente discriminatória para os con-
sumidores, atenta a assimetria de informação 
existente entre estes e as empresas fornecedo-
ras de energia eléctrica e de gás natural.

Por outro lado, constitui preocupação da 
ERSE que a informação seja adequada às con-
dições específi cas dos próprios consumidores, 
distinguindo por exemplo entre consumidores 
de alta e média tensão e consumidores de baixa 
tensão. Acresce ainda que a informação sobre 
tarifas e preços deve ser simples, completa e 
transparente e de forma a promover a efi ciên-
cia energética, bem como deve também ser cla-
ra e objectiva de modo a permitir a liberdade 
de escolha do consumidor sobre as melhores 
opções de fornecimento.

A informação sobre o preço da energia e a 
qualidade de serviço é fundamental para que 
os consumidores tomem decisões e adoptem 
comportamentos ajustados às suas necessida-
des, optimizando e racionalizando o uso da 
energia.

Tendo presentes estas preocupações, a ERSE 
impõe às empresas fornecedoras de energia 
eléctrica e de gás natural o dever de informar 

os consumidores sobre uma diversidade de 
matérias relevantes: preços, modalidades de 
facturação e pagamento, mudança de fornece-
dor, modalidades de atendimento e tempos de 
resposta, apresentação e tratamento de recla-
mações, actuação em caso de corte do forne-
cimento, etc.

A informação a prestar aos consumidores as-
sume uma função estratégica. Neste sentido, a 
ERSE está dotada de uma estrutura especia-
lizada, capaz de antecipar e corresponder às 
necessidades dos consumidores de energia: o 
Núcleo de Apoio ao Consumidor de Energia 
(NACE). Esta estrutura tem um papel pri-
mordial em matéria de informação e de reso-
lução de confl itos.

Sendo a informação a matéria-prima da regu-
lação, a capacidade de rapidamente a receber, 
tratar e divulgar é forçosamente crítica para o 
desempenho da regulação.

É neste contexto que se posiciona o Portal 
Externo da ERSE (acessível em www.erse.pt) 
que constitui um meio privilegiado de divulga-
ção da função regulatória, colocando à dispo-
sição dos consumidores de electricidade e de 
gás natural um serviço especializado: o Aten-
dimento On-Line.

A ERSE associa-se ao Dia Mundial dos Di-
reitos do Consumidor com o lançamento de 
uma nova ferramenta de comunicação: a EX-
TRANET da ERSE, que disponibilizará um 
sistema de comunicações público – suportado 
na certifi cação digital de assinaturas e docu-
mentos – que permitirá partilhar de forma 
segura informação entre a ERSE e os seus 
parceiros, de entre os quais se privilegiaram na 
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primeira fase, as associações e entidades repre-
sentantes dos consumidores.

De entre os objectivos fundamentais do de-
senvolvimento da EXTRANET da ERSE, 
destaca-se a simplifi cação do processo de ges-
tão das reclamações submetidas pelas associa-
ções dos consumidores e associadas ao Livro 
de Reclamações, do qual se realça a desma-
terialização, a automatização, a celeridade, a 
transparência e a segurança.

A ERSE quer estar no futuro mais perto dos 
consumidores. Na fase inicial da liberalização 
do sector energético, os primeiros actores fo-
ram os grandes consumidores industriais. A 
comunicação era, por esta razão, muito espe-
cializada e técnica.

Com a crescente liberalização dos mercados 
energéticos é uma prioridade da ERSE atingir 
novos públicos alvo, designadamente os con-
sumidores domésticos, por constituírem um 
grupo em relação ao qual é ainda signifi cati-
vo o défi ce de informação sobre matérias tão 
importantes como opções tarifárias, utilização 

racional da energia e direitos no relacionamen-
to contratual com os fornecedores de energia.

A correcção desta falha é fundamental para 
a satisfação dos consumidores e a sua inclusão 
no mercado como agentes activos da efi ciência 
energética.

Queremos estar também mais perto dos 
consumidores vulneráveis. A regulamentação 
do sector eléctrico já consagra a existência de 
uma tarifa social aplicável a clientes economi-
camente mais desfavorecidos. Também os Re-
gulamentos da Qualidade de Serviço para os 
sectores eléctrico e do gás natural identifi cam 
os consumidores com necessidades especiais e 
estabelecem um conjunto de obrigações para 
com estes consumidores.

Independentemente da evolução que a legis-
lação venha a registar no futuro em matéria 
de protecção de consumidores vulneráveis, o 
direito deste grupo de consumidores a infor-
mação não discriminatória e adequada às suas 
condições específi cas será objecto de cuidados 
particulares por parte da ERSE.
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Este trabalho, apresentado no âmbito de uma 
conferência subordinada ao tema “O tribunal e o 
direito europeu da concorrência” apresenta e de-
senvolve as principais competências da ERSE na 
qualidade de entidade reguladora dos sectores de 
electricidade e gás natural, com especial enfoque 
na sua missão de defesa da concorrência e direitos 
dos consumidores, lidos à luz da Constituição da 
República Portuguesa e dos seus Estatutos.

Hoje, mais que nunca, numa altura em que 
tanto se discute a economia, alcandorada a 
uma obsessiva veneração nacional, como uma 
divindade que condiciona os nossos destinos, 
importa repor na ordem do dia o primado da 
política e dos direitos que a corporizam sobre 
os desígnios da discussão económica.

Seguramente, muito do que de problemáti-
co existe na economia é refl exo de uma crise 
política, cujas causas radicarão porventura no 
esquecimento de que a essência da política é a 
consciência da sociedade e da cidadania. Em 
tempos de declarada crise económica, os espe-
cialistas aparecem com devotada insistência, 
porventura com incontida obstinação, a apre-
sentar os remédios para a sua cura. No entan-
to, o cuidado a ter, e é sempre pouco, é que a 
terapia não pode matar o doente, isto é, o cida-
dão. Importa por isso, já que na sociedade em 
que nos agrupamos o cidadão é a medida de 
todas as coisas, afi rmar o primado da política 
sobre os instrumentos que a realizam. Os va-

lores políticos, os seus objectivos e os direitos 
que os densifi cam, bem assim a consideração 
da dignidade do cidadão, têm consagração 
expressa na Constituição da República Portu-
guesa (CRP).

Neste tempo, em que na ordem do dia a dis-
cussão económica domina o debate da socieda-
de, talvez com excessiva primazia, importa, na 
defesa dos direitos dos consumidores, relem-
brar alguns dos princípios fundamentais que 
fazem parte integrante da CRP e que têm por 
consagração teleológica a realização do cidadão 
inserido numa sociedade justa e solidária.

Independentemente da inversão de valores 
em que o debate económico se tem centrado, 
sobrepondo-se aos objectivos políticos da so-
ciedade e alterado o papel de cada um destes 
factores, a verdade é que a economia é inques-
tionavelmente o instrumento indispensável 
para a realização dos direitos dos cidadãos. 
Sendo assim, a economia, na sua função ins-
trumental, deve servir o cidadão e não o con-
trário. Neste seu papel de indiscutível impor-
tância, todos os meios que a economia utiliza, 
que promovam o desenvolvimento harmonioso 
e o bem-estar social, utilizando com efi ciência 
meios e recursos, são legítimos, desejáveis e ne-
cessários. A concorrência constitui um instru-
mento económico que reúne estes requisitos. 
Mas quando se fala em concorrência e defesa 

Resumo
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1. A primazia dos princípios políticos na defesa 
dos cidadãos (consumidores)

2. A economia como instrumento essencial para 
a realização dos direitos dos cidadãos (consumi-
dores)
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dos consumidores, nomeadamente nos sec-
tores dos serviços públicos, releva igualmente 
recordar alguns dos princípios constitucionais 
que comandam e orientam a organização eco-
nómica, para que se tome em consideração a 
conciliação dos diversos interesses à luz da tu-
tela da realização dos direitos.

“A economia de mercado, embora baseada na 
iniciativa privada e na concorrência, depende 
essencialmente da regulação pública”

Prof. Dr.a Maria Manuel Leitão Marques e 
Prof. Dr. Vital Moreira in A MãoVisível Mer-
cado e Regulação”.

Não há verdades absolutas. Mas esta é uma 
verdade, ainda que relativa, que a recente histó-
ria económica portuguesa atesta. E a verdade é 
que hoje tem plena consagração na CRP. Com 
efeito, as liberdades económicas têm pleno as-
sento constitucional, não só quanto à afi rma-
ção dos direitos, mas também no que respeita 
à sua promoção e protecção pelo Estado. Estes 
direitos movem-se dentro da livre iniciativa, 
desenvolvida numa economia de mercado, tra-
duzida no seu exercício de forma livre e con-
correncial, no quadro da opção de integração 
de Portugal na União Europeia.

A conciliação da afi rmação do direito à liber-
dade económica e de organização empresarial 
com o dever da sua promoção e protecção pelo 
Estado tem expressa tradução na CRP, desig-
nadamente nos seus Art.os 9.°, 61.°, 62.°, 80.°, 
81.°, 82.° e 86.°.

A liberdade de iniciativa e de organização 
empresarial é elevada a um dos princípios fun-
damentais da organização económica, tal como 
se estabelece na alínea c) do Art.° 80.°.

A promoção e a protecção destes direitos são 
reconduzidas pelo Art.° 81.° à consideração de 
incumbências prioritárias do Estado. É, pois, à 
luz deste preceito e do seu quadro de actuação, 
que deve derivar actualmente toda a regulação 
pública.

O Estado, que até há cerca de duas décadas 
tolerava a existência da iniciativa privada, pas-
sou agora a desempenhar um papel activo na 
promoção da economia de mercado, estimu-
lando as livres iniciativas, a concorrência e a 
sua protecção. Os serviços públicos, nomeada-
mente os serviços públicos essenciais na defi -
nição da Lei n° 23/96, de 26 de Julho, foram, 
gradualmente, sujeitos à actuação do princípio 
da concorrência. Contudo, na fi losofi a política 
dimanada do referido preceito constitucional, a 
concorrência não se justifi ca nem é um fi m em 
si mesmo, mas constitui um instrumento in-
dispensável para promover o aumento do bem 
- estar social e económico e a qualidade de vida 
das pessoas. Na verdade, a concorrência justi-
fi ca-se enquanto os consumidores, garantido 
o acesso universal a bens e serviços, possam 
tirar dela vantagens em termos de qualidade 
e de acessibilidade dos preços. Nos domínios 
tradicionalmente integrados na defi nição dos 
serviços públicos, estes objectivos só podem 
ser atingidos através de uma regulação pública 
que assegure a efi ciência, a transparência dos 
procedimentos, a racionalidade dos preços e, 
naturalmente, a defesa dos consumidores.

O papel da regulação pública, promotor da 
concorrência e da conciliação dos demais in-
teresses económicos relevantes, só pode ser 
cabalmente desempenhado por autoridades 
reguladoras independentes.

A afi rmação do pendor da sociedade civil 
portuguesa iniciada no começo da década de 
oitenta, no século passado, é essencialmente 
caracterizada por dois traços marcantes: Por 
um lado, o reforço das garantias dos direitos 
civis fundamentais; por outro lado, o desenca-
dear do processo de liberalização da economia, 
rumo a uma economia de mercado, que encon-
trou a sua expressão mais concreta na priva-
tização da maior parte do sector empresarial 
do Estado que se tinha consolidado na política 

3.1 Regulação pública independente, a concor-
rência e a defesa dos consumidores dos serviços 
públicos

3. A concorrência e a defesa dos consumidores 
no sector dos serviços públicos (energia eléctri-
ca e gás natural)
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de nacionalizações praticada em 1975. Para 
incrementar e acompanhar este aprofunda-
mento da sociedade civil, passou-se à criação 
de entidades administrativas independentes 
cuja modelação representou o início de uma 
nova postura do Estado na sociedade civil e, 
em particular, na economia. Com efeito, ao Es-
tado dirigista e intervencionista, controlador e 
condicionador das iniciativas da sociedade ci-
vil, sucede-se um Estado que passa a assumir-
se no quadro organizativo inspirado por uma 
atitude libertária da sociedade civil, expres-
são que passou desde então a fazer parte do 
léxico da maioria dos discursos políticos dos 
mais diversos quadrantes partidários. Ao po-
sicionar-se nesta linha, o Estado encontrou na 
regulação o instrumento apropriado para con-
cretizar os novos desígnios de funcionamento 
da sociedade, nomeadamente no domínio das 
opções económicas, defi nitivamente integra-
das na economia de mercado com a adesão de 
Portugal às Comunidades Europeias.

A evolução do conceito de regulação, con-
substanciado na criação de autoridades admi-
nistrativas independentes, traduz-se na refor-
mulação do papel do Estado na sociedade, em 
particular face à economia. Esta nova ideia de 
regulação corresponde a uma visão que se ma-
nifesta no crescimento emancipador da socie-
dade civil. No quadro desta fi losofi a política, o 
Estado intervém cada vez menos e zela cada vez 
mais para que as instituições e a economia pos-
sam crescer em ambiente de livre concorrência. 
O Estado, em nome do desenvolvimento, assu-
me-se então como entusiasta desta liberdade e, 
simultaneamente, como seu garante.

Nesta postura, o Estado defi ne os direitos, 
promove o seu exercício, assegura o seu res-
peito e reprime os seus abusos e atropelos. O 
Estado centralista e centralizador, que faz as 
regras e intervém jogando com elas, passa ago-
ra a defi nir as regras, mas deixa que sejam os 
elementos da sociedade civil a jogar com elas, 
assumindo o papel de árbitro que incentiva o 
jogo transparente e só intervém quando esteja 
em causa o cumprimento destas regras. Neste 

ambiente de sociedade aberta, o Estado regu-
lador é imparcial mas não neutral, uma vez que 
na sua função de regulação cabe-lhe criar um 
bom ambiente propiciador dos impulsos e di-
namismos da sociedade civil e defender os des-
tinatários das actividades económicas, ou seja, 
os consumidores.

O conceito de regulação é reconhecidamente 
um conceito polissémico. No entanto, na mo-
derna tendência da organização administrati-
va do Estado, o conceito de regulação evolui 
no sentido da não intervenção do Estado nas 
instituições da sociedade civil. Contudo, não 
intervir não pode signifi car desinteressar-se 
dos problemas, uma vez que deve assumir-se 
como garante subsidiário dos interesses dos 
consumidores. Na função reguladora, o Esta-
do assume-se como garante institucional dos 
direitos fundamentais dos cidadãos e das suas 
organizações, bem como dos interesses econó-
micos exercidos num ambiente de uma econo-
mia de mercado.

No domínio da economia, a regulação, actu-
ando no contexto de uma economia de mer-
cado, tem por fi nalidade criar um ambiente 
estimulador à concorrência e à observância das 
suas regras, cabendo-lhe assegurar de uma for-
ma harmoniosa a conciliação de uma trilogia 
de interesses:

a) o desenvolvimento geral, social e económi-
co;

b) os interesses dos consumidores, protegen-
do-os dos comportamentos abusivos, designa-
damente através da consagração de obrigações 
de serviço público, e promovendo a sua quali-
dade de vida;

c) os interesses dos agentes económicos, ve-
lando no sentido de que estes  exerçam  as  ac-
tividades  segundo  as  regras  do  direito  da 
concorrência,   enquadrados   na   protecção   
de   valores   socialmente relevantes, como se-
jam as obrigações de serviço público.

Nas sociedades democráticas e abertas, no-
meadamente dos Estados Unidos da América 
e dos Estados-Membros da União Europeia, o 
Estado assegura uma regulação interessada e 
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imparcial, evitando intrometer-se enquanto ac-
tor que simultaneamente defi ne as regras. Para 
o efeito, encontra nas entidades administrati-
vas independentes a estrutura administrativa 
consentânea com uma atitude de imparciali-
dade e independência face aos interesses em 
presença. Garantida a legitimação e o controlo 
democrático destas entidades, a sua indepen-
dência representa a expressão consolidada de 
um Estado organizado e estável nos seus ob-
jectivos sociais e económicos. A função regula-
dora dos modernos Estados, em contraste com 
a concepção clássica da organização adminis-
trativa, típica de um Estado centralizador, in-
tervencionista e burocrata, confere a confi ança 
e a imparcialidade que a governamentalização 
das estruturas administrativas não consente.

A natureza específi ca das entidades admi-
nistrativas independentes, designadamente 
das autoridades reguladoras independentes 
no domínio económico e fi nanceiro, constitui 
uma realidade actual que importa ter em conta 
na economia de mercado a funcionar em re-
gime de concorrência, sem perder de vista os 
interesses dos seus destinatários, ou seja, dos 
consumidores.

Prevista no Decreto - Lei n.° 182/95, de 27 
de Julho, a Entidade Reguladora do Sector 
Eléctrico (ERSE) foi criada pelo Decreto - Lei 
n.° 187/95, de 27 de Julho, como pessoa co-
lectiva de direito público de autonomia admi-
nistrativa e fi nanceira, na defi nição de entidade 
administrativa independente, com a fi nalidade 
de proceder à regulação do sector eléctrico na-
cional, no Continente.

Mais recentemente, com a publicação do De-
creto - Lei n.° 97/2002, de 12 de Abril, a ERSE 
foi transformada em Entidade Reguladora dos 
Serviços Energéticos (ERSE), passando tam-
bém a regular o sector do gás natural.

Ainda, no que respeita ao sector eléctrico, as 
competências da ERSE foram tornadas exten-
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sivas às Regiões Autónomas dos Açores e da 
Madeira, pelo Decreto - Lei n.°69/2002, de 25 
de Março, no quadro da defi nição de uma polí-
tica de convergência tarifária entre os sistemas 
eléctricos públicos.

No quadro das suas atribuições e competên-
cias, foi-lhe fi xada, entre outros, a prossecução 
dos seguintes objectivos:

• Garantir a existência de condições que per-
mitam satisfazer de forma efi ciente a procura 
de energia.

• Proteger os interesses dos consumidores 
em relação a preços e serviços; preços acessíveis 
e qualidade de serviço.

• Assegurar o equilíbrio económico e fi nan-
ceiro das empresas reguladas.

• Fomentar a concorrência onde exista po-
tencial para a melhoria e a efi ciência.

• Assegurar a transparência das relações co-
merciais entre os operadores e os consumido-
res.

A revolução iniciada com o golpe de 25 de 
Abril de 1974 trouxe ao Estado novas preo-
cupações sociais, contextualizadas num mode-
lo de fi losofi a de democracia participativa, da 
afi rmação dos direitos universais do homem, 
assentes em princípios de respeito pela dig-
nidade da condição humana, de afi rmação do 
direito à igualdade de tratamento e de solida-
riedade social,

Na nova fi losofi a politica, consubstanciada 
na CRP, estes princípios assentaram na ideia 
pragmática da conciliação da liberdade indivi-
dual com a liberdade colectiva, sendo teleolo-
gicamente afi rmados na construção de uma so-
ciedade livre, justa e solidária. Para a afi rmação 
destes princípios, o Estado reservou para si, 
como incumbência constitucional, um conjun-
to de tarefas e de objectivos que passaram nos 
primeiros anos da revolução pela apropriação 
colectiva dos principais meios de produção e 
por vedar à iniciativa privada o exercício de 
certas actividades consideradas de interesse 
público geral.

4.1 A Regulação da ERSE no Sector Eléctrico

4. ERSE – Um caso de regulação pública no 
sector dos serviços públicos – electricidade 
e gás natural
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Acantonando-se nesta fi losofi a política, o 
Estado lançou mão do processo de nacionali-
zação dos sectores fundamentais da economia, 
destacando-se os situados nos sectores dos de-
signados serviços de interesse geral, particular-
mente os da energia.

Neste contexto ideológico, pelo Decreto-Lei 
n.° 205-G/75, de 16 de Abril, procedeu à na-
cionalização das sociedades concessionárias do 
sector eléctrico, entregando o exercício das ac-
tividades de produção, transporte e distribui-
ção de energia eléctrica a uma empresa pública, 
criada pelo Decreto-Lei n.° 502/76, de 30 de 
Junho, com a designação de EDP, E.P, que pas-
sou a deter o monopólio, no Continente, do 
exercício das actividades do sector eléctrico: 
produção, transporte e distribuição de energia 
eléctrica. O mesmo sucedeu na Regiões Autó-
nomas dos Açores e da Madeira, sendo as ac-
tividades confi adas à EDA, E.P. e à EEM, E.P., 
respectivamente.

O quadro legislativo do sector eléctrico pas-
sou então a refl ectir a linha política aplicável 
ao quadro empresarial do Estado cujos con-
tornos axiomáticos se expressaram da seguinte 
forma:

• Nacionalização integral das actividades de 
produção, transporte e distribuição de energia 
eléctrica e dos meios de propriedade a ela afec-
tos.

• Criação de empresas públicas, sob tutela di-
recta do Estado, com a incumbência de exercer, 
em exclusivo, em regime de monopólio, as acti-
vidades de produção, transporte e distribuição 
de energia eléctrica.

• Proibição do exercício destas actividades à 
iniciativa privada, acesso que lhe foi expressa-
mente vedado pela denominada lei de “Delimi-
tação dos Sectores”, Lei n.° 47/77.

No plano económico, a década de oiten-
ta do século passado é marcada pelo início e 
desenvolvimento do processo de liberalização 
das actividades económicas. Muito por causa 
da adesão de Portugal às Comunidades Eu-
ropeias, este processo começou pela abertura 
do exercício das actividades antes vedadas à 

iniciativa privada. No âmbito do sector eléc-
trico, este processo foi desencadeado pela pu-
blicação do Decreto-Lei n.° 449/88, de 10 de 
Dezembro, que introduziu alterações à lei de 
“Delimitação dos Sectores”, tendo como efei-
tos operativos:

• O levantamento da proibição do exercício 
pela iniciativa privada das actividades de pro-
dução, transporte e distribuição de energia 
eléctrica.

• A publicação de legislação de enquadramen-
to das actividades, numa linha assumidamente 
de liberalização do sector (Decreto-Lei n.°

99/91, de 2 de Março).
• A reestruturação da organização empresa-

rial do Estado, no sector da electricidade, ten-
do em vista a sua futura privatização (Decreto-
Lei n.° 7/9.1, de 8 de Janeiro, e Decreto - Lei 
n.° 131/94, de 19 de Maio).

A discussão da política da criação do Merca-
do Interno de Energia dinamizou o processo 
de liberalização do sector eléctrico nacional. 
Reorganizada a estrutura da EDP, primeiro 
através da sua transformação em sociedade 
anónima de capitais exclusivamente públicos, 
posteriormente pela sua cisão dando origem a 
um grupo de empresas, no sentido da desverti-
calização do sector, impunha-se a consagração 
de um quadro legislativo mais consentâneo 
com as novas tendência de desenvolvimento do 
sector eléctrico e com os princípios subjacentes 
à Directiva de Mercado Interno de Electricida-
de. O quadro legislativo determinado por estas 
realidades, cujo processo de revisão entretanto 
agora se iniciou com a publicação dos Decre-
tos-Lei n.os 184/2003 e 185/2003, ambos de 
20 de Agosto, e dos Decretos-lei n°s 36/2004 e 
192/2004, respectivamente de 26 de Fevereiro 
e de 17 de Agosto, que estabelecem as disposi-
ções aplicáveis à elegibilidade de todos os con-
sumidores de energia eléctrica, isto é, o direito 
de cada um poder escolher o seu fornecedor, e 
que deverá estar concluído com a aprovação de 
uma nova lei de bases do sector eléctrico, apre-
sentou as seguintes características:

• Redefi nição do Sistema Eléctrico Nacional.
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• Liberalização progressiva e limitada do exer-
cício das actividades.

• Defi nição da existência de um sector de 
obrigações de serviço público e de um sistema 
de mercado.

• Relacionamento comercial dos dois sistemas 
numa lógica de complementaridade e de parti-
lha de benefícios.

• Regulação das actividades das empresas por 
uma autoridade reguladora independente.

• Reprivatização da estrutura empresarial do 
Estado.

Antecipando-se à aprovação da Directiva 
96/92/CE do Parlamento Europeu e do Con-
selho, de 19 de Dezembro, que estabeleceu as 
regras comuns aplicáveis ao mercado interno 
de electricidade, foi publicado um conjunto de 
diplomas destinados a regular o sector eléc-
trico, que fi caria a ser vulgarmente designado 
como o “pacote” legislativo de 1995. Este “paco-
te legislativo” foi constituído por um conjunto 
de Decretos-Lei, publicados em 27 de Julho de 
1997, com numeração seguida de 182 a 188. 
Retomando os princípios já consagrados no 
Decreto-Lei n.° 99/91, de 2 de Março, o Decre-
to-Lei n.° 182/95, de 27 de Julho, estabeleceu 
as bases da organização do Sistema Eléctrico 
Nacional (SEN) e os princípios aplicáveis ao 
exercício das actividades de produção, trans-
porte e distribuição de energia eléctrica.

Na defi nição normativa, os objectivos do fun-
cionamento do sector eléctrico foram consig-
nados da seguinte forma:

• Oferta de energia eléctrica em termos ade-
quados às necessidades dos consumidores, em 
termos quantitativos e qualitativos.

• Racionalidade e efi ciência na utilização dos 
meios, desde a produção ao consumo.

• Utilização racional dos recursos naturais, 
através da preservação e da manutenção do 
equilíbrio ecológico.

Quanto à sua organização, o SEN fi cou a 
compreender dois sistemas:

• O Sistema Eléctrico de Serviço Público 
(SEP), que se rege por uma lógica de obriga-
ções de serviço público.

• O Sistema Eléctrico Independente, que 
fundamentalmente se rege por uma lógica de 
mercado.

Embora a lógica de funcionamento destes 
sistemas seja diferente, os seus objectivos são, 
por força do estabelecido no Art.° 2.°, conver-
gentes para a fi nalidade geral do SEN.

Como parte integrante do SEN integra-se a 
regulação das actividades de produção, trans-
porte e distribuição de energia eléctrica no âm-
bito do SEP e das relações comerciais entre o 
SEP e o SENV. Esta regulação baseia-se no 
princípio da coexistência dos dois sistemas e 
na garantia de serem observadas condições de 
transparência e de igualdade de tratamento e 
de oportunidades. Na justifi cação preambular 
deste diploma, à regulação pública indepen-
dente foram cometidas as funções de estabele-
cer os mecanismos de regulação do SEN, ten-
do em vista assegurar as condições que possam 
conferir uma racionalidade económica e uma 
maior confi ança aos diversos operadores do 
sector eléctrico. No propósito desta raciona-
lidade económica integra-se a introdução de 
mecanismos de concorrência com a defi nição 
de níveis de abertura de mercado, nos termos 
que lhe foram atribuídos no Art.° 48.°, expres-
sos na defi nição de clientes elegíveis (clientes 
que podem escolher o seu fornecedor), bem 
como na fi xação de condições que possam ma-
ximizar a partilha de benefícios resultantes da 
exploração conjunta dos sistemas.

Com a integral liberalização do sector, que 
está em curso, com a aceleração da realização 
do Mercado Interno de Energia e neste contex-
to com a criação do MIBEL (Mercado Ibérico 
de Electricidade) deixa de fazer sentido esta 
classifi cação organizativa, devendo falar-se de 
um único sistema onde estão consagradas 
obrigações de serviço público que assegurem a 
defesa dos consumidores.

A Directiva 96/92/CE, do Parlamento Eu-
ropeu e do Conselho, de 19 de Dezembro, es-
tabeleceu as regras comuns relativas à produ-

4.2 A Regulação da ERSE no sector eléctrico
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ção, transporte e distribuição de electricidade, 
defi nindo as normas relativas à organização 
e ao funcionamento do sector, ao acesso ao 
mercado, bem como os critérios e mecanismos 
aplicáveis aos concursos, à concessão de auto-
rizações e à exploração das redes. As disposi-
ções desta Directiva inserem-se na criação do 
Mercado Interno de Energia, cuja organização 
e funcionamento radica na liberdade de inicia-
tiva, segundo critérios não discriminatórios e 
transparentes, e no seu funcionamento ao abri-
go das regras de mercado, na promoção dos 
princípios da concorrência.

A Directiva, tendo em consideração as con-
dições específi cas associadas à organização e 
ao funcionamento dos sectores eléctricos de 
cada um dos Estados-Membros, estabeleceu 
um regime gradual e faseado para a abertura 
de mercado, adoptando um modelo de fi xa-
ção de quotas de acordo com os termos esta-
belecidos no seu Art.° 19.°. Determinou que 
a quota inicial, calculada com base na quota 
comunitária de electricidade consumida pelos 
consumidores fi nais com consumos superiores 
a 40 GWH, por local de consumo, incluin-
do a autoprodução, seria progressivamente 
aumentada durante um período de seis anos. 
No quadro desta disposição, transferiu para os 
Estados-Membros a obrigação de adopção de 
medidas necessárias para assegurar a abertura 
de mercado, designadamente a publicação dos 
critérios de defi nição dos clientes elegíveis com 
direito a escolher o seu fornecedor de energia 
eléctrica.

Para efeitos de abertura de mercado, atribuiu 
à Comissão Europeia a competência para a fi -
xação anual da quota mínima a observar em 
todos os Estados-Membros. A determinação 
da quota mínima para o ano seguinte, publi-
cada pela Comissão Europeia até 1 de Novem-
bro de cada ano, resulta do quociente entre o 
total dos consumos dos consumidores que no 
ano anterior registaram um consumo superior 
às quantidades defi nidas na Directiva, pelo 
total dos consumos nacionais registados no 
mesmo ano. A Directiva determinou que e o 

cálculo da quota mínima deveria ser efectuado 
nos consumos dos com consumos superiores 
às seguintes quantidades:

• 40 GWH, para defi nição da quota mínima 
de 1999 e anos anteriores.

• 20 GWH, para defi nição de quota mínima 
nos anos de 2000, 2001 e 2002.

• 9 GWH, para os anos a seguir a 2002.
Os valores publicados da quota mínima de 

abertura de mercado para 1999 e 2000 foram, 
respectivamente, 26, 48% e 30, 27%. O valor 
para 2001 foi fi xado em 30,20%.

Por força do disposto no Art.° 48° do De-
creto-Lei n.° 182/95, de 27 de Julho, fi cou a 
competir à ERSE a fi xação dos consumos mí-
nimos que permitiram até ao presente atribuir 
aos clientes elegíveis o estatuto de cliente não 
vinculado, ou seja, os clientes consumidores de 
energia eléctrica em Media Tensão e em Alta 
Tensão que, nos termos deste preceito, podiam 
escolher o seu fornecedor fora do SEP. De igual 
modo, de acordo com a mesma disposição, fi -
cou a competir à ERSE a fi xação do período de 
pré-aviso de adesão ao SENV.

Considerando a percentagem de energia que 
o distribuidor vinculado em MT e AT podia 
adquirir fora do SEP (parcela livre), fi xada em 
8% do total das suas necessidades para forne-
cer os seus clientes, verifi cou-se que, no perío-
do 1999-2002, a abertura de mercado em Por-
tugal atingiu valores superiores a 33%.

As medidas adoptadas pela ERSE sobre a 
abertura de mercado colocou o sector eléctri-
co, em termos de concorrência, a níveis seme-
lhantes aos verifi cados na Itália, França, Irlan-
da, Bélgica, Áustria e Grécia.

Por deliberação da ERSE, n.° 92-A/99, a 
quantia mínima de elegibilidade das instala-
ções consumidoras de energia eléctrica, ou seja 
para atribuição do estatuto de cliente não vin-
culado, foi fi xada em 9 GWH. Com a revisão 
regulamentar operada pela ERSE, ocorrida 
em 2001, foram simplifi cados os procedimen-
tos administrativos para a atribuição do esta-
tuto de cliente não vinculado, estabelecendo-
se, no que se refere à quantia mínima prevista 
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no Art.° 48.° do Decreto-Lei n.° 182/95, de 27 
de Julho, apenas a condição de as instalações 
consumidoras não terem consumo nulo.

O processo de atribuição do estatuto de 
cliente não vinculado encontra-se estabelecido 
na Secção I do Capítulo X do Regulamento de 
Relações Comerciais em vigor. Relativamente 
ao regulamento editado pela ERSE em 1998, 
que já consagrava um processo simples e expe-
dito, traduz-se num procedimento administra-
tivo ainda mais simplifi cado, constituindo-se, 
assim, dentro dos limites que a lei lhe permite, 
um instrumento idóneo para a promoção do 
regime concorrencial decorrente do desenvol-
vimento do SENV. Actualmente, pela publica-
ção dos Decretos-lei n°s 36/2004 e 192/2004 
e pela recente revisão do Regulamento de Re-
lações Comerciais, todos os consumidores de 
energia eléctrica são considerados clientes ele-
gíveis, pelo que o referido estatuto é concedido 
a todos os consumidores.

A acompanhar as medidas tomadas no âm-
bito de abertura de mercado, a ERSE criou 
simultaneamente as condições necessárias que 
possibilitam a sua concretização, viabilizando 
o exercício dos direitos dos agentes.

Por um lado, aprovou o Regulamento de 
Acesso ás Redes e às Interligações que esta-
beleceu as disposições regulamentares apro-
priadas à materialização do direito de acesso 
ás redes do SEP pelos clientes elegíveis, asse-
gurando-lhes:

• A transparência dos procedimentos.
• A igualdade de tratamento e de oportuni-

dades.
• O acesso à informação em termos adequa-

dos e oportunos.
• A celebração de acordo de acesso e operação 

das redes mediante a aprovação de um contra-
to-tipo, adoptando um clausulado transpa-
rente e simples, evitando os abusos de posição 
dominante.

• A fi xação de tarifas de uso de redes em 
igualdade de tratamento com as tarifas prati-
cadas para os clientes do SEP, criando assim 
as condições para que o direito de escolha do 

fornecedor pelos clientes elegíveis se processe 
segundo mecanismos de concorrência efectiva.

• A adopção de incentivos ao desenvolvimen-
to das redes e ao aumento das suas capacida-
des de recepção e de transporte, facilitando a 
sua ligação às instalações dos clientes.

• A divulgação através de publicações e dos 
meios informáticos das condições de elegibili-
dade dos clientes, bem como do acesso ás redes 
do SEP.

• A prestação de informação aos interessados 
e a garantia do acesso à mesma informação 
junto das empresas reguladas.

Por outro lado, no âmbito do relacionamento 
comercial entes os dois sistemas -SEP e SENV, 
o Regulamento de Relações Comerciais consa-
grou um conjunto de disposições indutoras da 
transparência deste relacionamento e da pro-
moção da partilha de benefícios que podem 
ser extraídos da gestão conjunta dos sistemas.

Acresce referir que todas as medidas adop-
tadas tiveram como preocupação última o be-
nefício dos interessados, isto é, dos consumi-
dores.

O processo de introdução em Portugal do gás 
natural iniciou-se com a publicação do Decre-
to-Lei n° 374/89, de 25 de Outubro, que de-
fi niu o regime das actividades de importação, 
aprovisionamento, armazenamento, transpor-
te e distribuição de gás natural. Estas activida-
des foram consideradas de interesse público e 
o seu exercício fi cou sujeito ao regime de con-
cessão de serviço público. Ao referido diploma, 
modifi cado pelo Decreto-Lei n° 8/2000, de 7 
de Fevereiro, que introduziu as fi guras de, li-
cença de serviço público e de serviço privati-
vo, sucedeu-lhe um conjunto de legislação que 
regulou as bases das concessões, o regime de 
servidões, os projectos do sistema, as condi-
ções de segurança e os requisitos dos grupos 
profi ssionais.

A experiência de regulação da ERSE em rela-
ção ao gás natural é recente, sendo que actual-

4.3. A regulação da ERSE no sector do gás 
natural
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mente ainda não tem o exercício de competên-
cias em matérias tarifárias.

Acresce que, à luz das Directivas comuni-
tárias sobre a liberalização do mercado do 
gás natural (98/30/CE, de 22 de Julho, e 
2003/55/CE, de 26 de Junho), o mercado por-
tuguês é considerado um mercado emergente, 
signifi cando isto que goza de uma derrogação 
relativa ao cumprimento das disposições apli-
cáveis à abertura de mercado. Esta derrogação 
termina em 2007, sendo que o mercado deve 
estar totalmente liberalizado até 2012.

Sem embargo do referido, a ERSE tem 
exercido as suas competências no âmbito da 
regulação do gás natural no domínio do rela-
cionamento comercial entre os operadores e os 
consumidores, na prestação de informação, na 
decisão de reclamações e na promoção da reso-
lução de confl itos, nomeadamente através do 
recurso à resolução extrajudicial de confl itos.

Da “Cimeira de Lisboa” (ano 2000) resul-
tou o compromisso dos Estados-Membros 
dinamizarem o processo de liberalização dos 
mercados da electricidade e do gás natural, no 
sentido da realização do Mercado Interno de 
Energia, livre e concorrencial.

Aquele compromisso teve fi nalmente tradu-
ção na aprovação da Directiva 2003/54/CE 
e na Directiva 2003/55/CE, ambas de 26 de 
Junho, do Parlamento Europeu e do Conse-
lho, que estabeleceram as novas regras comuns 
aplicáveis à organização e ao funcionamento 
dos mercados internos da electricidade e do 
gás natural. 

O funcionamento de um mercado interno de 
energia, livre e concorrencial, constitui um dos 
objectivos estabelecidos por estas Directivas. 
Tendo por fi nalidade a defesa dos interesses 
dos agentes económicos e dos consumidores, 
a regulação independente representa, na con-
sideração destas directivas, um instrumen-
to indispensável para que aqueles objectivos 
possam ser atingidos. Assim, considerando o 

papel das autoridades reguladores indepen-
dentes no processo de abertura do mercado, 
nomeadamente nos domínios dos serviços de 
interesse geral, como seja a energia, as Directi-
vas atribuíram a estas entidades um conjunto 
de atribuições que asseguram a transparência e 
a concorrência no sector. Trata-se de um papel 
activo adequado à concretização dos objectivos 
associados à realização do Mercado Interno da 
Energia, compatibilizando a promoção dos 
mecanismos de concorrência com a defi nição 
de obrigações de serviço público.

Relevando o papel das autoridades regula-
doras independentes, as Directivas, para im-
pedir a discriminação dos agentes, promover a 
concorrência efectiva e o bom funcionamento 
do mercado, conferem àquelas entidades um 
conjunto de atribuições, idóneas para o efeito, 
designadamente a adopção de normas e de me-
canismos destinados a assegurar:

• A gestão e a atribuição das capacidades de 
interligação das redes.

• A resolução de situações de congestiona-
mento das redes.

• A separação efectiva de contas.
• As condições de tarifas de ligação.
• O nível de transparência e de concorrência.
• A aprovação de tarifas de acesso às redes.
• A prestação de serviços de compensação.
• A existência de tarifas que protejam os con-

sumidores mais vulneráveis.
Estas Directivas deveriam ter sido transpos-

tas até 1 de Julho de 2004, o que ainda não 
ocorreu. A sua transposição deve, na nossa óp-
tica, ter enquadramento numa lei de bases do 
sector energético, aprovada pela Assembleia da 
República, quer pela importância que a energia 
representa na economia portuguesa, quer por-
que estão em causa matérias de competência 
reservada a este órgão de soberania, como se-
jam as competências dos municípios na distri-
buição de energia eléctrica, a defi nição de um 
regime sancionatório específi co, a atribuição 
de competências administrativas a entidades 
a funcionar no âmbito do MIBEL, bem como 
a eventual consagração de mecanismos de ar-

4.5 A Regulação e liberalização no sector 
energético
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bitragem necessária. Neste quadro, espera-se 
que as competências da ERSE sejam as que as 
referidas Directivas têm como necessárias para 
as entidades reguladoras sectoriais.

No âmbito dos seus actuais Estatutos, a ERSE 
tem atribuições na promoção da concorrência 
nos sectores da electricidade e do gás natural, 
atribuições que são reafi rmadas pelas Directivas 
do Gás e de Electricidade.

A recente criação da Autoridade da Concor-
rência, pelo Decreto-Lei n.° 10/2003, de 18 de 
Janeiro, e a aprovação, pela Lei n.°18/2003, de 11 
de Junho, do novo regime jurídico da concorrên-
cia, suscitam a questão de qual é o papel que está 
reservado para as autoridades reguladoras secto-
riais em matéria de concorrência.

A pergunta assume inteira pertinência.
Para se responder com propriedade à questão 

colocada, impõe-se, à luz’ das atribuições e das 
competências de cada uma destas entidades, dis-
tinguir quais os domínios específi cos da sua esfe-
ra de actuação.

No domínio da concorrência, distinguem-se 
substantivamente dois níveis de actuação:

• Ex ante
• Ex post
O primeiro é por excelência o campo de actua-

ção das autoridades reguladoras sectoriais. Com 
efeito, actuando especifi camente em sectores que 
estiveram durante muito tempo vedados à inicia-
tiva privada e em que se desenvolvem processos 
de liberalização gradual, cabe às autoridades re-
guladoras sectoriais assumir-se como instrumen-
tos activos na promoção e na criação de criação 
de condições de concorrência.

O segundo, que fundamentalmente se relacio-
na com a verifi cação do cumprimento das regras 
do sector já abertos à concorrência, é o campo de 
actuação dominante da Autoridade da Concor-
rência.

Os dois níveis não se excluem. Antes se conju-
gam. A articulação entre estas entidades e a com-

patibilização entre os dois níveis estão assegura-
dos, ainda que a forma não seja a mais perfeita, 
quer pelo Decreto-Lei n.°10/2003 (Art.° 6.°), 
quer pela Lei n.°18/2003 (Art.° 29.°), quer ainda 
pelos Estatutos da ERSE.

Estatutariamente, a ERSE tem competên-
cias expressas na defesa dos consumidores, 
nomeadamente nos mais vulneráveis. Na sua 
actuação, conta com a participação das asso-
ciações dos consumidores, quer ao nível da sua 
actividade regulamentar, quer ao nível das de-
cisões com repercussão na sua esfera de inte-
resses. Para melhor corresponder às exigências 
que lhe são impostas pelas suas competências, 
criou um serviço - NACE - Núcleo de Apoio 
aos Consumidores de Energia.

A promoção da concorrência nos serviços pú-
blicos e a regulação pública independente - na 
qual se integra a ERSE - processa-se na har-
monização de uma trilogia de Interesses que 
dimanam da leitura do Art.0 81.° da CRP:

• O interesse público traduzido no desenvol-
vimento social e económico.

• O interesse e a protecção dos consumidores 
destinatários dos serviços, assegurando preços 
acessíveis e a qualidade do serviço.

O interesse dos agentes económicos, no res-
peito da sua liberdade de iniciativa e de orga-
nização.

• A concorrência constitui um instrumento 
necessário para a realização destes interesses. 
Enquanto instrumento e não objectivo em si 
mesmo, deve conferir aos sectores públicos 
mais qualidade e maior efi ciência dos recursos 
e dos meios a utilizar, mas também trazer mais 
benefícios para os consumidores, quer quanto 
à garantia do acesso universal, quer quanto à 
qualidade dos serviços e acessibilidade dos 
preços. A concorrência é necessária e deve ser 
promovida. No entanto, na sua promoção, não 
deve esquecer-se de que o consumidor deve ser 
a medida da actividade económica.

5.2 A defesa dos consumidores

6.Conclusão

5. A regulação da ERSE, a concorrência e a defe-
sa dos consumidores
5.1 A promoção da concorrência
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 Este estudo, elaborado em Março de 1998, ana-
lisa o papel da ERSE na protecção dos direitos 
e interesses dos consumidores de energia eléctri-
ca. São analisadas as competências legalmente 
atribuídas à ERSE, com especial destaque para 
as que se referem à protecção dos consumidores. 
Verifi ca-se que a Entidade Reguladora tem um 
papel fundamental na protecção dos direitos e 
interesses dos consumidores, que resultam das 
competências que lhe estão atribuídas na Lei e 
nos seus Estatutos, designadamente as seguintes: 
aprovação de regulamentos; aprovação de tarifas 
e preços; inspecção dos registos de reclamações 
apresentadas pelos consumidores; instrução de 
processos de contra-ordenação e consequente apli-
cação de coimas em caso de infracções cometidas 
pelas empresas reguladas.

Palavras-chave – protecção dos consumidores; 
competências da ERSE; resolução de confl itos.

A Entidade Reguladora do Sector Eléctrico 
é uma pessoa colectiva de direito público, re-
gendo-se pelo Dec. Lei nº 187/95, de 27 de 
Julho, que a criou, pelos seus estatutos, aprova-
dos pelo Dec. Lei nº 44/97, de 20 de Fevereiro, 
que por sua vez alterou o atrás citado diploma, 
e pela demais legislação aplicável. Subsidiaria-
mente a Entidade Reguladora submeter-se-á 
ao regime jurídico das empresas públicas.

Por força da alínea b) do art. 3º do Dec. Lei 
nº 187/95, bem como da alínea b) do art. 2º 
dos seus estatutos, a Entidade Reguladora do 
Sector Eléctrico (ERSE) vê defi nido como um 
dos seus objectivos “Proteger os interesses dos 

consumidores, em relação aos preços, serviços 
e qualidade do abastecimento”. E ainda que 
de uma forma não tão precisa, os restantes 
objectivos enunciados acabam por refl ectir a 
preocupação decorrente do objectivo trans-
crito, designadamente a alínea f ) dos mesmos 
estatutos segundo a qual a actuação da ERSE 
deverá “contribuir para a progressiva melhoria 
das condições técnicas, económicas e ambien-
tais de funcionamento dos meios a utilizar 
desde a produção ao consumo de energia eléc-
trica”.

A Lei de Defesa do Consumidor (Lei nº 
24/96, de 31 de Julho) apresenta-nos o con-
sumidor como a pessoa singular, a quem será 
prestado um serviço para uso não profi ssional, 
pelo que, no sector eléctrico este conceito fi ca-
ria confi nado ao consumidor doméstico. Toda-
via, e sem descurar as acrescidas atenções que 
nos merece o consumidor propriamente dito, 
no sector eléctrico ele assume uma maior am-
plitude, pese embora alguma diferenciação ne-
cessária em razão das características técnicas, 
nomeadamente o nível de tensão da energia 
utilizada. 

Em abono de um alargamento do conceito de 
consumidor de energia eléctrica existe como 
referência inegável a nova lei relativa aos ser-
viços públicos essenciais (Lei nº 23/96, de 26 
de Julho), que, talvez pela natureza dos mes-
mos, cria mecanismos de protecção aplicáveis a 
todos os utentes de tais serviços, sejam pessoa 
singular ou colectiva.

Na sequência do trabalho anterior, intitula-
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do de “Os direitos dos consumidores no sector 
eléctrico “, este estudo vem agora considerar as 
competências legalmente atribuídas à ERSE, 
especialmente no que se refere à prossecução 
do seu objectivo de protecção dos consumido-
res.

Como entidade administrativa incumbe-lhe 
uma função reguladora do sector eléctrico, 
bem como a fi scalização do cumprimento das 
respectivas regras, de acordo com o procedi-
mento administrativo. E no desenvolvimento 
deste papel como autoridade administrativa, a 
ERSE poderá proferir decisões condenatórias 
através da instrução de um processo próprio, 
sempre que a prática de um facto se revele 
numa infracção que a lei classifi que expressa-
mente de contra-ordenação.

Por último, procuraremos descobrir algumas 
das acções que poderão ser levadas a cabo pela 
Entidade Reguladora no exercício do seu de-
ver de fomentar a arbitragem voluntária como 
mecanismo de resolução dos confl itos comer-
ciais e contratuais concretos que envolvam os 
consumidores.

A garantia do interesse público implica uma 
maior ingerência da lei não só nos contornos 
das actividades a desenvolver, mas também 
no relacionamento a estabelecer entre os in-
tervenientes, neste caso, do sector eléctrico. A 
submissão ao direito administrativo, enquanto 
ramo do direito público, demonstra a neces-
sidade dessa garantia e permite o exercício de 
competências de regulação e de fi scalização 
por entidades que são qualifi cadas de autori-
dades administrativas. 

As restrições à liberdade das partes no seu 
relacionamento comercial e contratual serão 
igualmente fundamentadas na salvaguarda do 
interesse público, resultando, por vezes, na im-
posição de obrigações de serviço público, ain-
da que neste domínio se reserve sempre uma 
maior margem à vontade dos intervenientes na 
estipulação recíproca dos respectivos direitos e 
deveres.

Deste modo, a actuação da ERSE será distin-
ta em cada situação, consoante a mesma possa 

confi gurar um incumprimento das regras esta-
belecidas para a actividade ou se trate de um 
confl ito de relacionamento comercial e con-
tratual, sem prejuízo de se revelarem as duas 
ocorrências num só caso concreto.    

Como pessoa colectiva de direito público a 
ERSE sujeitar-se-á ao conjunto de normas que 
compõem o chamado direito administrativo 
e, designadamente, às disposições constantes 
do Código do Procedimento Administrativo, 
aprovado pelo Dec. Lei nº 442/91, de 15 de 
Novembro, já revisto pelo Dec. Lei nº 6/96, de 
31 de Janeiro.

O Código do Procedimento Administrativo 
(C.P.A.) aplica-se a todos os órgãos da Ad-
ministração Pública que, no desempenho da 
actividade administrativa de gestão pública, 
estabeleçam relações com os particulares, bem 
como aos órgãos do Estado, ainda que não 
integrados na Administração Pública, que de-
senvolvam funções materialmente administra-
tivas. Este modo de proceder perante os par-
ticulares, consubstanciado no referido código 
tem, entre outros, o propósito de:

• Assegurar a informação dos interessados e a 
sua participação na formação das decisões que 
lhes digam respeito;

• Salvaguardar em geral a transparência da 
acção administrativa e o respeito pelos direitos 
e interesses legítimos dos cidadãos.

Na sua função de reguladora caberá à ERSE 
estabelecer as regras de funcionamento do Sis-
tema Eléctrico de Serviço Público (SEP) e de 
relacionamento entre este e o Sistema Eléctrico 
Não Vinculado (SENV), o que realizará atra-
vés da elaboração e emissão do Regulamento 
Tarifário, do Regulamento de Relações Co-
merciais, do Regulamento do Despacho e do 
Regulamento do Acesso às Redes e às Inter-
ligações, acrescendo a preparação da proposta 
para as disposições de natureza comercial do 
Regulamento da Qualidade de Serviço, fi scali-
zando o cumprimento dos mesmos.

2. A Entidade Reguladora como Entidade 
Administrativa
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No campo específi co da regulação é de no-
tar que, antes de proceder a qualquer alteração 
de algum regulamento da sua competência, a 
Entidade Reguladora deverá comunicar esse 
processo, designadamente às associações de 
consumidores, facultando-lhes o acesso ao res-
pectivo texto, bem como a todas as sugestões 
apresentadas.

A representação dos consumidores, a par da 
dos restantes intervenientes no sistema eléc-
trico, moldando o próprio funcionamento da 
Entidade Reguladora é feita através dos seus 
órgãos - Conselho Consultivo e Conselho 
Tarifário . Ambos os órgãos integram na sua 
composição dois representantes das associa-
ções de consumidores, de âmbito nacional e 
de interesse genérico, adicionando um repre-
sentante do Instituto do Consumidor no Con-
selho Tarifário, com a função de coordenar o 
mesmo. 

Em conformidade com os próprios estatutos, 
o Conselho Consultivo pronunciar-se-á sobre 
as propostas de alteração dos regulamentos 
cuja emissão seja da competência da ERSE, 
excepcionando o regulamento tarifário, cuja 
revisão e a emissão de parecer sobre a fi xação 
de tarifas e preços pertencem, naturalmente, 
ao Conselho Tarifário. 

A audiência dos interessados como obriga-
ção de quem tem competência regulamentar, 
prevista genericamente no próprio Código 
do Procedimento Administrativo, tem a sua 
expressão na apreciação dos textos dos regu-
lamentos, das suas revisões e alterações pelos 
representantes dos consumidores, bem como 
pela Direcção-Geral de Energia, pela entida-
de concessionária da RNT e pelos titulares de 
licença.

A previsão expressa da participação das re-
feridas entidades nos processos de alteração 
dos regulamentos, quer no Dec. Lei nº 187/95 
(art. 20º) quer nos estatutos da ERSE 

(art. 6º), pressupõe um funcionamento pleno 
da Entidade Reguladora, com a consequente 
vigência dos regulamentos por ela elaborados 
e emitidos. Pelo que, é necessário ir um pou-

co além da interpretação literal, buscando no 
espírito da lei (interpretação extensiva) a par-
ticipação das mesmas entidades no próprio 
processo de elaboração dos regulamentos.

O princípio da especialidade, com maior 
vigor no direito público, determina que não 
sejam válidos os actos que sejam praticados 
fora do quadro das atribuições resultante ex-
pressamente da lei. Tais actos, de acordo com 
o C.P.A., seriam nulos, não produzindo, por 
isso, quaisquer efeitos na esfera jurídica dos 
seus destinatários.

Neste sentido, foi na própria lei que indagá-
mos das competências atribuídas à Entidade 
Reguladora que concretizam de alguma forma 
a preocupação pelos direitos e interesses dos 
consumidores. 

Assim, e em relação às actividades de trans-
porte e de distribuição, respectivamente, “A 
Entidade Reguladora pode, regularmente, ins-
peccionar os registos das reclamações dos con-
sumidores apresentadas (...) à entidade con-
cessionária da RNT e às entidades titulares de 
licenças vinculadas de distribuição e seleccio-
nar exemplos de queixas que se integrem no 
âmbito das suas competências para posterior 
investigação” (art. 9º do Dec. Lei nº 187/95).

Por outro lado, e desde que se trate de matéria 
da sua competência, a ERSE, por sua iniciati-
va ou a solicitação do Ministério da Economia, 
pode conduzir inquéritos. O inquérito con-
substancia um procedimento fi scalizador so-
bre factos de que a autoridade administrativa 
tome conhecimento, seja através de uma fonte 
externa (por denúncia ou por meio de comuni-
cação social ou outro) seja durante a realização 
de uma fi scalização/ inspecção. Conduzir um 
inquérito é promover todas as acções necessá-
rias à averiguação do assunto a investigar, no fi m 
do qual será elaborado um relatório completo 
que fundamentará ou não a tomada das medi-
das adequadas. Se o inquérito for solicitado pelo 
Ministério da Economia é a este que pertence a 
execução das medidas convenientes, após a en-
trega do relatório pela ERSE. 

Mas a protecção dos consumidores também 
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assentará, necessariamente, numa actuação 
mais ampla de promoção dos seus direitos 
e interesses, concretizável por variadas for-
mas, desde a informação materializada em 
folhetos ou brochuras até às campanhas ou 
acções de sensibilização ou mesmo de forma-
ção, sobretudo no âmbito do relacionamento 
comercial e da qualidade de serviço. A in-
formação, clara e completa, continua a ser o 
melhor instrumento para um exercício ade-
quado dos direitos atribuídos, contribuindo 
para uma efectiva prevenção dos confl itos. 

Para além da publicação no jornal ofi cial 
- Diário da República - dos próprios regu-
lamentos, como qualquer acto normativo, a 
obrigatoriedade de publicação dos preços, 
pelo mesmo meio, parece refl ectir uma neces-
sidade especial de informação e cuja função 
será, sem dúvida, a de contribuir para a satis-
fação do objectivo da Entidade Reguladora 
em proteger os interesses dos consumidores 
em relação aos preços da energia eléctrica.

Partindo do geral para o particular não po-
demos deixar de nos deter numa reflexão, 
a qual se prende com o eventual comporta-
mento da ERSE perante um pedido de in-
formação ou uma reclamação que lhe seja 
apresentado por um consumidor.

Deste modo, e se atendermos à incum-
bência da Entidade Reguladora de ins-
peccionar os registos das queixas dos 
consumidores junto da concessionária da 
RNT e das entidades titulares de licenças 
vinculadas de distribuição, bem como a 
de solicitar informações às mesmas, terá, 
por maioria de razão, todo o interesse em 
conhecer das situações que lhe serão sus-
citadas directamente pelos consumidores. 
E nestes casos a ERSE terá um motivo 
concreto para requerer, se for caso disso, 
que a empresa cuja acção foi questionada 
se pronuncie sobre a mesma, ou ainda a 
correcção da irregularidade que tenha sido 
cometida, sob pena de poderem ser toma-
das as medidas exigidas para a reposição 
da normalidade. 

De acordo com o procedimento adminis-
trativo, a ERSE decidirá sobre os assuntos 
da sua competência, praticando o correspon-
dente acto administrativo. A iniciativa desta 
tramitação poderá decorrer quer da apresen-
tação de um pedido, reclamação ou queixa de 
um particular (não público), quer do conhe-
cimento ofi cioso de uma situação. A decisão 
administrativa pressupõe a instrução do pro-
cedimento (recolha de elementos de prova) e 
esta, uma vez concluída, deverá dar lugar à 
audiência dos interessados, a fi m de se pro-
nunciarem sobre as questões em apreço.

Ao abrigo do mesmo quadro normativo, a 
ERSE obriga-se a informar o particular que 
lhe solicite esclarecimento sobre o andamen-
to de procedimentos em que o mesmo seja 
directamente interessado ou prove ter inte-
resse legítimo em tais elementos. Segundo o 
art. 61º e seguintes do C.P.A., as informa-
ções em causa deverão ser fornecidas no pra-
zo máximo de 10 dias.

Com a decisão fi nal (prática do acto ad-
ministrativo), a ERSE deverá notifi car o 
destinatário do acto para proceder em con-
formidade com o mesmo. Os actos adminis-
trativos podem ser objecto de reclamação ou 
de recurso administrativo, que poderão de-
terminar ou não a revogação do acto, ou ain-
da de recurso contencioso, neste caso para os 
tribunais administrativos.

A capacidade sancionatória atribuída à En-
tidade Reguladora será devidamente descri-
ta quando nos detivermos mais adiante na 
competência para a instrução de processos 
de contra-ordenação e a consequente aplica-
ção de coimas.

Posto isto, parece concluir-se que a Enti-
dade Reguladora não só tem competência 
para solicitar informações junto das entida-
des que se relacionam com os consumidores, 
como deverá requerê-las perante um pedido 
ou reclamação que lhe seja dirigido, motivan-
do ou não a instrução de um procedimento 
que poderá culminar na prática de um acto 
administrativo sobre as questões suscitadas. 
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Sempre que um determinado comportamen-
to se revele numa infracção que a lei qualifi ca 
de contra-ordenação, e se enquadre nas suas 
competências, a Entidade Reguladora instrui-
rá o processo correspondente.

O ilícito de mera ordenação social, consagra-
do a partir de 1979, tem vindo a assumir uma 
relevância prática, na medida em que tem mos-
trado a melhor adequação ao tipo de sanção 
que se pretende aplicável ao incumprimento 
de determinadas regras.

A violação de algumas regras não justifi ca a 
medida de censurabilidade, porque menos gra-
ve, prevista para o direito penal, nem mesmo 
uma intervenção judicial imediata, o que mo-
tivou a atribuição da competência nestas áreas 
às autoridades administrativas fi scalizadoras, 
mas sem diminuição das garantias aplicáveis 
nos procedimentos judiciais de natureza cri-
minal.

O regime contra-ordenacional assenta, actu-
almente, no Dec. Lei nº 433/82, de 27 de Ou-
tubro, já alterado pelo Dec. Lei nº 356/89, de 
17 de Outubro e pelo Dec. Lei nº 244/95, de 
14 de Setembro.

Obedecendo aos princípios da legalidade e 
da tipicidade, só será contra-ordenação “(...) o 
facto ilícito e censurável que preencha um tipo 
legal no qual se comine uma coima”. Pelo que, 
a ERSE processará as contra-ordenações que 
se encontrem expressamente previstas e puni-
das por lei, que sejam da sua competência. A 
conclusão pela existência de contra-ordenação 
determina a aplicação de uma coima (pena 
pecuniária) e eventualmente outras sanções 
acessórias.

À Entidade Reguladora do Sector Eléctrico 
foi atribuída competência para o processamen-
to de contra-ordenações aos níveis da produ-
ção, do transporte e da distribuição de energia 
eléctrica, de acordo com o disposto, respectiva-
mente, nos Decretos-Lei nºs 183/95, 185/95 
e 184/95, todos de 27 de Julho, para além da 
fundamentação para tal prevista nos próprios 

3. A Competência para a Instrução de Processos  
de Contra-Ordenação

estatutos (art. 6º).
Nos domínios da produção, do transporte 

e da distribuição de energia eléctrica, consti-
tuem contra-ordenação: 

• a inobservância das regras de relaciona-
mento comercial; 

• o não envio da informação requerida no 
âmbito das suas competências;  

• o não permitir ou difi cultar o acesso da 
fi scalização às instalações ou aos documentos 
relativos ao exercício da actividade .

Para as actividades de distribuição e de trans-
porte confi guram igualmente o mesmo tipo de 
infracção:

• a aplicação a clientes de tarifas ou preços 
que não tenham sido aprovados. 

Por fi m, para a produção e para o transporte, 
respectivamente, consubstanciam ainda con-
tra-ordenação: 

- a inobservância das decisões do despacho 
centralizado; 

- a inobservância das regras de ligação, de uti-
lização e de exploração das redes.

O elenco legal de contra-ordenações acima 
enunciado parece apresentar-se um pouco 
genérico, talvez porque o suporte legislativo 
antecede a concretização de muitas  das regras 
- tarefa dos regulamentos . Contudo, a compe-
tência regulamentar não comporta a faculdade 
de criar novas infracções, nem mesmo quando 
estas possam reconhecer-se como uma das for-
mas abrangidas pelas contra-ordenações  tipi-
fi cadas . 

Na verdade, os princípios da legalidade e da 
tipicidade, já atrás descritos, determinam que 
só aos actos normativos com força de lei (lei 
e decreto-lei) seja permitida a qualifi cação de 
comportamentos como contra-ordenação.

Assim sendo, e sem desrespeito de tais prin-
cípios, parece admitir-se tão-só e apenas que 
os regulamentos venham eles próprios atribuir 
maior ou menor gravidade à violação das re-
gras que estabelecem, graduando, deste modo, 
as contra-ordenações já previstas.

Em conformidade com o já mencionado 
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anteriormente, à aplicação da coima, cujos 
montantes mínimos e máximos estão igual-
mente delimitados por lei, podem acrescer 
sanções acessórias, também enunciadas no 
próprio regime geral das contra-ordenações. 
Deste modo, e de acordo com os Dec. Lei nºs. 
183/95, 184/95 e 185/95, se do julgamento 
de um processo de contra-ordenação a Enti-
dade Reguladora entender necessário, poderá 
propor à Direcção-Geral de Energia a revo-
gação ou a suspensão, esta última segundo os 
seus estatutos, da respectiva licença. 

Se a DGE não concordar com a sanção aces-
sória proposta deverá submeter o assunto ao 
Ministro da Economia (competência delegada 
no Secretário de Estado da Indústria e Ener-
gia) que proferirá a decisão fi nal. 

Na sequência do já exposto acerca da actua-
ção da ERSE como entidade administrativa, a 
violação das regras que possam constituir con-
tra-ordenação podem ser denunciadas pelos 
consumidores, genericamente representados 
ou individualmente considerados.

Em bom rigor, a iniciativa do processo de 
contra-ordenação pode partir da denúncia ou 
por ofício de uma autoridade policial ou ad-
ministrativa com poderes de fi scalização. Pas-
sando à fase de instrução do processo serão 
recolhidos todos os elementos de prova neces-
sários à tomada de uma posição, culminando 
na proposta de decisão, fundamentada factual 
e juridicamente. O infractor (arguido) terá, na-
turalmente, o direito de se defender antes de 
ser decidida a aplicação de uma coima, e, para 
o efeito, a lei estabelece um “prazo razoável”, 
cabendo à autoridade administrativa estipular 
o prazo em função, entre outros, do tipo de in-
fracção e da gravidade dos factos.

A decisão sobre o assunto em apreço poderá 
ser simplesmente o arquivamento dos autos ou 
então a condenação do infractor no pagamen-
to de uma coima. A determinação concreta do 
valor pecuniário a pagar obedecerá aos critérios 
da gravidade da contra-ordenação, da culpa, da 
situação económica do seu autor, e ainda do be-
nefício económico que retirou da sua prática.

Notifi cado o infractor (ou o seu represen-
tante legal e seu mandatário, caso exista), este 
poderá interpor recurso da decisão adminis-
trativa, no prazo de 20 dias a contar do seu co-
nhecimento. A ERSE deverá receber o recurso, 
apondo-lhe carimbo de entrada e entregando 
cópia, também carimbada, ao recorrente, to-
mando uma das seguintes posições: 

• ou remete o recurso para o Ministério Pú-
blico, e o processo passará a correr os seus trâ-
mites no tribunal competente ;

• ou revoga a decisão condenatória .
Todo este processo encontra-se regulado no 

regime geral das contra-ordenações, assente 
nos diplomas já mencionados.

Segundo os próprios estatutos da ERSE ca-
berá a esta fomentar a arbitragem voluntária 
como mecanismo de resolução de confl itos de 
natureza comercial ou contratual que possam 
resultar do relacionamento entre a concessio-
nária da RNT, as entidades titulares de licen-
ças de produção ou distribuição e os consu-
midores. A referida competência já havia sido 
contemplada pelo diploma que criou a Entida-
de Reguladora, no seu art. 21º.

A arbitragem voluntária rege-se, actualmen-
te, pela Lei 

nº 31/86, de 29 de Agosto, que logo no seu 
art. 1º estabelece que “Desde que por lei es-
pecial não esteja submetido exclusivamente a 
tribunal judicial ou a arbitragem necessária, 
qualquer litígio que não respeite a direitos in-
disponíveis pode ser cometido pelas partes, me-
diante convenção de arbitragem, à decisão dos 
árbitros”. Ou seja, desde que se trate de confl itos 
em que possam estar em causa direitos sobre os 
quais as partes envolvidas podem dispor livre-
mente, celebrar acordos, e a lei não determine 
que a sua resolução fi que sujeita exclusivamente 
à intervenção de um tribunal judicial ou a outro 
órgão indicado para realizar arbitragem (ne-
cessária), o confl ito poderá ser submetido, por 
vontade das partes, à decisão dos árbitros.

4. A Competência para a Resolução de Confl itos 
Comerciais ou Contratuais
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Como o próprio nome indica este tipo de 
arbitragem assenta na voluntariedade dos in-
tervenientes nos confl itos, os quais celebram, 
para o efeito, uma convenção de arbitragem. E 
é, normalmente, na convenção de arbitragem 
que as partes procedem à designação dos árbi-
tros, de um só árbitro ou de vários, mas sempre 
em número ímpar, salvo se perante a falta de 
acordo cada uma das partes escolher árbitros 
em número igual, caso em que pertencerá aos 
próprios árbitros indicar um outro árbitro que 
completará a constituição devida.

A par desta arbitragem ad hoc tem sido in-
crementada a chamada arbitragem institucio-
nalizada, profi ssionalizando e atribuindo um 
carácter de permanência à actividade, através 
da criação de centros de arbitragem, de com-
petência genérica ou especializada em razão da 
matéria. 

Por remissão da própria lei de arbitragem, o 
Dec. Lei nº 425/86, de 27 de Dezembro veio 
aprovar o regime da outorga da competência 
para a realização da arbitragem de forma insti-
tucionalizada. A autorização de criação de cen-
tros de arbitragem é incumbência do Ministro 
da Justiça, especifi cando, designadamente, o 
carácter genérico ou específi co da arbitragem.

A resolução de confl itos pela arbitragem vo-
luntária tem como particularidade a possibili-
dade dos árbitros designados recorrerem aos 
juízos de equidade ( justiça do caso concreto), 
em substituição do direito constituído (lei), 
desde que as partes o consintam. Ou seja, se 
houver acordo das partes e não se trate de uma 
relação jurídica indisponível, o(s) árbitro(s) 
pode(m) decidir segundo as circunstâncias da 
situação concreta, não se subordinando aos 
critérios normativos, por vezes muito rigoro-
sos, que a lei fi xa.

O Estado e outras pessoas colectivas de direi-
to público podem igualmente celebrar conven-
ções de arbitragem se para tal se encontrarem 
habilitadas por lei especial ou o confl ito resulte 
de relações de direito privado. Neste sentido, 
a Entidade Reguladora não estaria, ou não 
estará, impedida de celebrar convenções de 

arbitragem, visando a resolução de eventuais 
litígios em que seja interveniente directo.

Contudo, quando a lei prevê que a ERSE de-
verá fomentar a arbitragem voluntária parece 
pretender privilegiar esse mecanismo na re-
solução dos eventuais litígios decorrentes, tão 
somente, do relacionamento entre a concessio-
nária da RNT, as entidades titulares de licença 
de produção e distribuição e os consumidores, 
cabendo à Entidade Reguladora incentivá-lo. 

Com efeito, a ERSE não deixará de ser um 
terceiro na relação estabelecida entre as entida-
des mencionadas, e consequentemente no con-
fl ito que da mesma possa emergir. Pelo que, se 
a ERSE não pode substituir-se na declaração 
de vontade das partes envolvidas no diferendo, 
faltar-lhe-á legitimidade para celebrar as res-
pectivas convenções de arbitragem.

Por idênticas razões, o estabelecimento de 
acordos com centros de arbitragem existentes 
só será praticável pelas entidades em confl ito, 
limitando-se a Entidade Reguladora a fomen-
tar e a impulsionar a iniciativa de recurso às ar-
bitragens voluntárias, ou então, e porque não, a 
promover a criação de centro(s) de arbitragem 
com competência especializada  para o relacio-
namento em apreço. 

A arbitragem voluntária institucionalizada 
para o sector eléctrico talvez seja uma das me-
didas mais adequadas perante as condicionan-
tes legais da Entidade Reguladora nesta área. 
Parecem indiscutíveis as vantagens da existên-
cia e do funcionamento de um centro de arbi-
tragem com competência especializada em re-
lacionamento comercial e contratual no sector 
eléctrico. Tratar-se-ia de uma verdadeira ins-
tância de recurso para os consumidores, com 
efeitos não só resolutivos em caso de confl ito, 
mas também preventivos dos mesmos, pois 
assumir-se-ia igualmente como fonte de infor-
mação e esclarecimento aos consumidores.  

No que toca à escolha e designação dos árbi-
tros, na chamada arbitragem ad hoc, a Entidade 
Reguladora também só poderá ser chamada a 
intervir se as entidades em litígio entenderem, 
de comum acordo, solicitar-lhe essa tarefa, não 
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por sua iniciativa, mesmo nos casos em que as 
partes divergem de opinião quanto à composi-
ção do tribunal arbitral.

Naturalmente que a Entidade Reguladora 
não pode impor o recurso à arbitragem volun-
tária, mas poderá sempre sugeri-lo, e um dos 
meios de assegurar este mecanismo de resolu-
ção extrajudicial de confl itos será, sem dúvida, 
a inclusão de uma cláusula compromissória 
nos contratos de fornecimento de energia eléc-
trica e outros, tendo por objecto, sempre que 
possível, a arbitragem voluntária como forma 
de resolução de confl itos. E nestes casos serão 
os próprios contraentes que se comprometem 
a recorrer à arbitragem voluntária para dirimi-
rem os eventuais litígios ocorridos entre am-
bos.  

Este é, pois, o resultado de uma interpreta-
ção restritiva da lei, que pela sua letra parece 
ir mais além do supostamente pretendido pelo 
legislador. Na mesma ordem de ideias não 
podemos deixar de referir um outro exemplo 
de incentivo à arbitragem voluntária, agora 
especifi camente no âmbito do transporte de 
energia eléctrica, através das próprias bases de 
concessão da RNT, aprovadas como anexo ao 
Dec. Lei nº 185/95, que reservam um capítulo 
à resolução de eventuais confl itos entre o con-
cedente e a concessionária, mas também entre 
esta última, os produtores, os distribuidores e 
os terceiros que se encontrem ligados à RNT. 

Para além da faculdade de celebração de con-
venções de arbitragem entre os intervenientes 
nas diversas relações jurídico-comerciais, a 
letra da Base XXXVI parece ainda atribuir a 
possibilidade dos mesmos sujeitos aderirem a 
processos de arbitragem realizados junto da 
Entidade Reguladora. Por todo o acima ex-
posto, não podemos deixar de reiterar a neces-
sidade de interpretar restritivamente a supra 
citada norma, encontrando-se uma possível 
intervenção da ERSE cerceada pelos condicio-
nalismos legais também já descritos.

Em suma, a Entidade Reguladora do Sector 
Eléctrico é titular de um papel primordial na 

protecção dos direitos e interesses dos consu-
midores, determinando expressamente a lei 
que também seja esse um dos seus objectivos. 
Para o efeito, a mesma lei benefi cia-a com al-
guns meios, qualifi cando-a como pessoa colec-
tiva de direito público, com poder de decisão 
administrativa, e prosseguindo com a atribui-
ção de competência para o processamento de 
contra-ordenações e consequente aplicação de 
coimas.

No foro administrativo verifi cámos que à En-
tidade Reguladora, na prossecução da fi nali-
dade de proteger os consumidores compete, 
designadamente, o seguinte: 

• Preparar e emitir o Regulamento Tarifário, 
e as respectivas actualizações;

• Estabelecer periodicamente os valores das 
tarifas e preços a aplicar, e respectiva publica-
ção;

• Preparar e emitir o Regulamento de Rela-
ções Comerciais e as suas revisões ou altera-
ções;

• Preparar a proposta para as disposições de 
natureza comercial do Regulamento da Quali-
dade de Serviço;

• Fiscalizar o cumprimento das regras esta-
belecidas pelos Regulamentos acima indicados 
e dos demais emitidos pela ERSE;

• Determinar que a entidade concessionária 
da RNT e os titulares de licença vinculada 
de distribuição compensem os consumidores, 
quando os padrões de qualidade de serviço não 
forem cumpridos;

• Inspeccionar regularmente os registos das 
reclamações apresentadas pelos consumidores 
junto da concessionária da RNT e das entida-
des titulares de licenças vinculadas de distri-
buição;

• Investigar as reclamações que foram selec-
cionadas aquando das inspecções periódicas;

• Garantir, por competência própria ou atra-
vés das entidades competentes, de que são to-
madas as acções correctivas adequadas para 
repor a situação da normalidade, em caso de 
infracção praticada pela concessionária da 
RNT e pelas titulares de licença vinculada 

5. Conclusões
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relativa às condições comerciais de funciona-
mento do SEP;

• Solicitar ao presumível infractor a identifi -
cação das referidas acções adequadas, sob pena 
da própria Entidade Reguladora as defi nir por 
despacho ou ainda tomar as medidas apropria-
das se aquelas acções não forem executadas;

• Conduzir, por sua iniciativa ou a solicitação 
do Ministério da Economia, inquéritos sobre 
matérias da sua competência.

Por outro lado, também descobrimos que 
muitas das infracções cometidas pelos inter-
venientes no sector eléctrico podem constituir 
uma das contra-ordenações tipifi cadas na lei, a 
qual atribui expressamente à ERSE competên-
cia para a instrução do correspondente processo 
e consequente aplicação de coimas aos níveis da 
produção, do transporte e da distribuição de 
energia eléctrica.

Já no campo do relacionamento comercial e con-
tratual, o legislador aderiu por completo às vias 
alternativas de resolução de confl itos, incum-
bindo a Entidade Reguladora de fomentar o 
recurso aos mecanismos de resolução extrajudi-
cial, maxime a arbitragem voluntária.

No campo da arbitragem voluntária desta-
cámos a promoção da criação de um centro 
de arbitragem vocacionado para os diferendos 
emergentes de relações comerciais inerentes ao 
sector eléctrico, sem descurarmos outras for-
mas de incentivo à arbitragem, designadamen-
te, a inclusão de cláusula compromissória nesse 
sentido nos próprios contratos celebrados entre 
os vários actores do sistema eléctrico, ou até a 
possibilidade da Entidade Reguladora ser cha-
mada à designação de árbitro na arbitragem ad 
hoc quando as partes por acordo o solicitem.   

Mas a resolução extrajudicial de confl itos 
pode ser alcançada mediante a utilização de ou-
tros instrumentos - a mediação e a conciliação 
de confl itos . 

Pese embora a ausência de previsão legal ex-
pressa que nos remeta para o recurso à media-
ção ou à conciliação de litígios, parece-nos de 
todo admissível a sua aplicabilidade à resolução 
de confl itos de natureza comercial ou contratual 

entre a concessionária da RNT, os titulares de 
licença de produção ou distribuição e os consu-
midores. 

Neste domínio, se a Entidade Reguladora, no 
exercício de funções como entidade adminis-
trativa, pode requerer a correcção de um pro-
cedimento não conforme à lei, pode tomar as 
medidas adequadas à reposição da normalidade 
da situação, pode inclusivamente cominar um 
infractor cujo comportamento confi gure uma 
contra-ordenação, permitir-se-á, com certe-
za, que recomende a resolução de um litígio 
existente. Ora, a recomendação de que um 
confl ito seja solucionado, com ou sem pro-
posta da medida a adoptar, consubstancia, 
no essencial, a mediação, a qual não possui 
capacidade vinculativa ou coerciva. 

Por sua vez, a conciliação assenta numa so-
lução de compromisso, num acordo de reso-
lução do litígio entre os próprios envolvidos, 
pelo que, também não parece haver impedi-
mento para que a Entidade Reguladora possa 
sugerir às partes que estabeleçam um acordo 
para esse efeito.

Por fi m, não poderíamos terminar este tex-
to sem uma anotação sobre os organismos/
organizações de consumidores e o tipo de re-
lacionamento estabelecido ou possível com a 
Entidade Reguladora do Sector Eléctrico.

Por um lado, uma relação institucional en-
contra-se garantida com a representação do 
Instituto do Consumidor e das associações 
de consumidores nos órgãos da ERSE - Con-
selho Consultivo e Conselho Tarifário . Mas 
a articulação das respectivas competências 
com vista ao mesmo objectivo de proteger 
os direitos e interesses dos consumidores 
pode ainda ser considerada numa perspecti-
va de informação constante, sempre que da 
Entidade Reguladora emanem medidas ou 
acções respeitantes à generalidade dos con-
sumidores, assim como no esclarecimento 
de questões concretas que sejam suscitadas 
pelos mesmos organismos/organizações, por 
sua iniciativa ou por denúncia dos próprios 
consumidores.

O PAPEL DA ENTIDADE REGULADORA DO SECTOR ELÉCTRICO 
NA PROTECÇÃO DOS DIREITOS E INTERESSES DOS CONSUMIDORES
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A CONSUMIDORES EMPRESARIAIS

Este artigo é um resumo de um estudo elaborado em 2000
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A Qualidade de Serviço representa uma das 
principais preocupações da ERSE no âmbito da 
defesa dos interesses dos consumidores de ener-
gia eléctrica. Nesse sentido, conhecer a opinião 
e preferências dos consumidores de electricidade 
relativamente às vertentes de qualidade de serviço 
associadas ao fornecimento de energia é um as-
pecto importante da monitorização que é efectu-
ada pela ERSE.

O presente documento enquadra um estudo le-
vado a cabo pela ERSE em 2000, aquando da 
publicação do primeiro Regulamento da Quali-
dade de Serviço, orientado para os consumidores 
empresariais, dadas as suas necessidades especí-
fi cas relativamente ao fornecimento de energia. 
Para este estudo, a ERSE contou com a coope-
ração de um conjunto alargado de associações 
empresariais, que serviram de interface com os 
clientes fi nais de energia eléctrica.

A avaliação da qualidade de serviço que se 
procurou efectuar com este estudo abrangeu três 
vertentes principais: continuidade de serviço, 
qualidade da onda de tensão e relacionamento 
comercial. 

O conjunto de conclusões que foi possível extrair 
permitiu verifi car:

• Uma maior sensibilização para a continuida-
de do fornecimento do que para a qualidade da 
onda de tensão, a par de poucas diferenças na 
avaliação da qualidade de serviço, em função da 
localização geográfi ca, do nível de tensão e dos 
consumos. Verifi ca-se, no entanto, uma tendência 
para se avaliar de forma mais negativa a qualida-
de de serviço para níveis de tensão e de consumos 
mais elevados.

• A avaliação que é feita dos actuais níveis de 
qualidade de serviço, ponderando todos os aspec-
tos, parece ser de alguma forma contraditória com 
a avaliação individual que se faz das três verten-
tes da qualidade de serviço, já que, embora haja 
uma tendência para enfatizar a ocorrência de 
interrupções de fornecimento e de perturbações 
na onda de tensão e seus respectivos refl exos, os 
consumidores empresariais tendem a avaliar de 
forma globalmente positiva o panorama actual da 
qualidade de serviço em Portugal Continental

Palavras-chave – Qualidade de serviço; Conti-
nuidade; Qualidade técnica; Qualidade comer-
cial; Consumidores empresariais.

A protecção dos interesses dos consumido-
res, designadamente em relação à qualidade 
do fornecimento de energia eléctrica, é um 
dos objectivos atribuídos expressamente à En-
tidade Reguladora dos Serviços Energéticos 
(ERSE) pelo quadro legal em vigor, tornando 
a responsável pela verifi cação da aplicação das 
disposições regulamentares relativas à qualida-
de de serviço.

A ERSE, consciente das suas atribuições e 
competências, em conjunto com entidades re-
presentativas de diversos sectores de activida-
de económica, decidiu promover a realização 
de um Inquérito alargado a consumidores em-
presariais de energia eléctrica.

Os principais objectivos que se pretenderam 
alcançar com este Inquérito podem sintetizar-
-se da seguinte forma:

• Conhecer a opinião, as necessidades e os 

INQUÉRITO DE QUALIDADE DE SERVIÇO 
A CONSUMIDORES EMPRESARIAIS

Inquérito de Qualidade de Serviço
a Consumidores Empresariais

Resumo

1. Introdução
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problemas dos consumidores empresariais de 
energia eléctrica relativamente à qualidade de 
serviço;

• Facilitar a participação dos consumidores 
nas questões do sector eléctrico;

• Obter informação adicional e acessível a 
todos.

A caracterização da qualidade de serviço do 
fornecimento de energia eléctrica faz-se com o 
recurso a três dimensões de análise: continui-
dade de serviço, qualidade da onda de tensão e 
qualidade do relacionamento comercial.

Estas vertentes de qualidade de serviço po-
dem, resumidamente, defi nir-se da seguinte 
forma:

• A continuidade de serviço é a dimensão da 
qualidade de serviço associada ao número e 
duração das interrupções de fornecimento de 
energia eléctrica;

• A qualidade da onda de tensão encontra-se 
relacionada, designadamente, com as caracte-
rísticas de amplitude, de frequência, de forma 
da onda de tensão e de simetria do sistema tri-
fásico;

• A qualidade comercial está associada com a 
atenção que é prestada pelas empresas ao rela-
cionamento comercial com os seus clientes.

A consciência da existência de necessidades 
distintas e de problemas com consequências 
também diversas, sentidas pelos diferentes 
consumidores de energia eléctrica, conduziu a 
que, na realização deste estudo, se optasse por 
dirigi-lo exclusivamente a consumidores em-
presariais.

Na concretização do questionário em que 
assentou este Inquérito, houve a preocupação 
de o tornar o mais ajustado possível às necessi-
dades, preocupações e formas de interpretação 
da informação de consumidores empresariais. 
Para tal, a ERSE solicitou a um conjunto alar-
gado de associações empresariais que apresen-
tassem as suas sugestões, críticas e comentá-
rios a um texto base fornecido pela ERSE. Em 
acréscimo, houve lugar à realização de duas 
sessões de trabalho com as associações que 
responderam positivamente à solicitação da 

ERSE, para discussão do conteúdo do ques-
tionário e das sugestões, críticas e comentários 
recebidos. A grande maioria destes foi acolhida 
pela ERSE na elaboração do questionário fi nal 
que veio a ser submetido aos consumidores.

A cooperação com as associações empresa-
riais foi indispensável para a concretização dos 
objectivos deste estudo, já que são entidades 
mais próximas do tecido empresarial e com 
conhecimento da realidade das empresas. Por 
tudo isto e por razões da própria logística do 
estudo, as associações empresariais constitu-
íram-se como o canal privilegiado de contac-
to aos consumidores empresariais de energia 
eléctrica. Salvo raras excepções – e nestas por 
indicação expressa das associações respectivas 
–, as empresas que receberam o Inquérito para 
preenchimento, foram contactadas directa-
mente pela respectiva organização associativa 
a que pertencem.

A ERSE procedeu à distribuição de 30.000 
cópias do Inquérito, que, pela via acima des-
crita, foram remetidas aos consumidores em-
presariais. Para comodidade do consumidor 
empresarial, foi remetido com cada um dos 
inquéritos um envelope com franquia paga 
previamente dirigido à ERSE. Em acréscimo, e 
por solicitação da generalidade das associações 
contactadas, foi disponibilizado na página web 
da ERSE um formulário electrónico de preen-
chimento do Inquérito. A resposta ao Inqué-
rito foi rigorosamente anónima, excepto nos 
casos de resposta por via electrónica, onde foi 
necessário proceder ao controlo de proveniên-
cia das mesmas, para procurar evitar situações 
de utilização indevida ou abusiva. Também 
para tornar mais fácil a gestão operacional do 
processo, todas as respostas – por via postal e 
por via electrónica - foram recepcionadas pela 
ERSE. No cômputo geral, foram recepciona-
das pela ERSE 1.224 respostas ao “Inquérito 
de Qualidade de Serviço a Consumidores Em-
presariais” (adiante designado simplesmente 
de Inquérito).

Deve notar-se que este Inquérito não permite 
uma caracterização exaustiva da qualidade de 
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serviço do fornecimento de energia eléctrica 
e que a informação, com ele recolhida e aqui 
apresentada, corresponde à percepção de qua-
lidade de serviço dos consumidores empresa-
riais de energia eléctrica.

O Universo é constituído por consumidores 
empresariais de energia eléctrica com insta-
lação ou instalações de consumo situadas no 
território nacional continental. Excluíram-se 
do universo deste estudo os consumidores 
domésticos. A informação disponível não per-
mite apurar com exactidão a real dimensão 
do universo, podendo ter se uma medida de 
aproximação caracterizando, por um lado o 
número de consumidores de energia eléctrica 
em Portugal Continental por nível de tensão 
e o número de empresas que se encontram re-
gistadas nas estatísticas do Instituto Nacional 
de Estatística.

A informação para 1999, relativa a número 
de clientes de energia eléctrica por nível de 
tensão, aponta para a partição constante da se-
guinte tabela:

O Instituto Nacional de Estatística, no Anu-
ário Estatístico de Portugal 1999, refere a exis-
tência, em 1998, de 204.792 empresas no ter-
ritório continental nacional, sendo que destas, 
122.336 são empresários em nome individual. 
A informação pode, pois, sintetizar-se na tabe-
la seguinte.

2. Metodologia
2.1 Universo

Assim, em face da informação atrás mencio-
nada, parece razoável extrapolar que o núme-
ro consumidores empresariais que constitui o 
universo se situa acima de um valor de referên-
cia de 100.000 empresas. Deve, contudo, ter-se 
em conta que:

• Existem actividades empresariais, designa-
damente no sub-sector da restauração, que são 
desenvolvidas sob a forma jurídica de empre-
sários em nome individual; 

• Numa outra parte importante, a actividade 
exercida por empresários em nome individual 
não requer a existência de instalação própria 
para o efeito (e por conseguinte instalação 
consumidora de energia eléctrica), podendo 
ser considerados como consumidores domés-
ticos de energia eléctrica.

A amostra foi seleccionada por via indirecta, 
repartindo o número de Inquéritos pelas as-
sociações empresariais cooperantes, de forma 
a procurar obter uma cobertura do território 
continental nacional e dos sectores empresa-
riais ajustada à distribuição do universo por 
estas duas variáveis.

O contacto com as associações empresariais 
procurou assegurar a participação de empresas 
dos principais sectores económicos nacionais, 
de uma forma proporcional ao número de em-
presas registado por cada associação empresa-
rial contactada.

Tendo em conta que, na esmagadora maioria 
dos casos, foram as associações empresariais a 
remeter os questionários aos seus associados, 

INQUÉRITO DE QUALIDADE DE SERVIÇO 
A CONSUMIDORES EMPRESARIAIS

2.2 Amostragem

Tabela 1 - Número de Clientes de Energia Eléctrica

Tabela 2 - Número de Empresas
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foi aplicado, com o intuito de manter a ope-
racionalidade do processo de contacto e de 
limitar o esforço logístico de cada uma das as-
-sociações dentro de limites razoáveis para os 
meios disponíveis, um modelo indicativo de 
determinação do número de questionários a 
remeter, que a seguir se apresenta.

Foi solicitado que cada uma das associações 
remetesse questionários do Inquérito para to-
dos os distritos onde possuía associados, numa 
proporção que assegurasse o equilíbrio relati-
vo, quanto à dispersão geográfi ca, da sua amos-
tra específi ca face ao seu universo particular.

A amostra obtida apresenta um erro de 
amostragem médio de 3,3% para um intervalo 
de confi ança de 95%.

A defi nição do conteúdo e forma de apresen-
tação de cada uma das questões do Inquérito, 
foi efectuada em colaboração com as Associa-
ções Empresariais que, para o efeito, se dispo-
nibilizaram a remeter à ERSE comentários e 
sugestões ao documento base por esta elabo-
rado. 

O processo de recolha de sugestões e co-
mentários escritos foi complementado com a 
realização de duas sessões de trabalho entre 
a ERSE e as Associações Empresariais, com 
o intuito de melhor adequar o conteúdo do 
questionário à realidade dos consumidores 
empresariais de energia eléctrica, com vista a 
promover a sua participação activa nesta ini-
ciativa. 

O questionário enviado ao público alvo des-
te Inquérito foi organizado de modo a obter 
uma sistematização da informação sobre as 
três vertentes essenciais em que assenta a ca-
racterização da qualidade de serviço no sector 
eléctrico - continuidade de serviço, qualidade 
da onda de tensão e qualidade do relaciona-
mento comercial e contratual. O questionário 
integra três secções de perguntas autónomas 
(A, B e C), dedicadas a cada uma das verten-
tes citadas, a que se acrescentaram uma secção 
inicial de caracterização geral da entidade que 
respondeu ao Inquérito e uma parte fi nal de 
apreciação global da qualidade de serviço do 
fornecimento de energia eléctrica.

O envio dos questionários foi efectuado com 
o auxílio das associações empresariais, com 
apenas duas excepções em que a ERSE, de 
acordo com indicações das respectivas associa-
ções, efectuou o envio directo do Inquérito às 
empresas constantes das listagens fornecidas.

O Inquérito começou a ser remetido às asso-
ciações que com a ERSE cooperaram durante 
o mês de Outubro, sendo o prazo indicativo 
para a recepção de respostas fi xado entre o iní-
cio do mês de Novembro e o fi nal do mês de 
Dezembro. Durante este período, esteve dis-
ponível na página web da ERSE o formulário 
de resposta ao Inquérito, possibilitando, assim, 
o seu preenchimento e resposta electrónica.

A recolha de respostas ao Inquérito foi efec-
tuada directamente pela ERSE, tendo para tal 
sido fornecido com cada um dos exemplares 
do questionário, um envelope de porte pago 
– remessa sem franquia - previamente ende-
reçado à ERSE.

Como atrás já foi referenciado, os consumi-
dores empresariais que o desejassem poderiam 
efectuar o preenchimento do formulário do 
Inquérito em formato electrónico, disponível 
na respectiva página web, e remetê-lo por via 
também electrónica para a ERSE.

Tabela 3 - Número de questionários a enviar pelas associações

2.3 Questionário

2.4 Envio do Questionário

2.5 Recolha de Respostas



63

Concluído o período de recepção de respos-
tas ao Inquérito, foram recepcionados pela 
ERSE 1224 questionários preenchidos, sendo 
que destes apenas 11 respostas (cerca de 0,9% 
do número total de respostas consideradas) 
utilizaram o formato electrónico.

Na primeira parte do Inquérito, designada de 
Informação Geral sobre a Instalação Consu-
midora de Energia Eléctrica, é formulado um 
conjunto de questões que servem para caracte-
rizar, de forma genérica, a instalação consumi-
dora de energia eléctrica que respondeu ao In-
quérito. A utilização da designação Instalação 
Consumidora é justifi cada pelo facto de, no 
caso específi co dos consumidores empresariais 
de energia eléctrica, muitas vezes a um cliente 
não corresponder apenas um único ponto de 
consumo.

No caso em que cada entidade contactada 
para responder ao Inquérito apresentasse mais 
do que uma instalação consumidora, foi soli-
citado que respondesse a instalação que maior 
importância assumia no âmbito da actividade 
da empresa.

Na primeira questão do Inquérito é solicitado 
que o consumidor empresarial informe o dis-
trito onde se encontra a instalação consumido-
ra de energia eléctrica. A partição do número 
de respostas pelos distritos de Portugal Conti-
nental é a que consta do gráfi co seguinte.

3. Informação Geral

Como se pode verifi car, Lisboa é o distrito 
mais representado na amostra de consumi-
dores empresariais obtida, seguindo-se-lhe os 
distritos de Leiria e do Porto. No conjunto, 
os distritos que compõem a faixa litoral entre 
Viana do Castelo e Setúbal representam cerca 
de 69% da amostra e, consequentemente, das 
respostas ao Inquérito.

A segmentação das respostas por nível de 
tensão mostra que a base de consumidores em-
presariais é constituída, nesta amostra, por ins-
talações consumidoras em BT (Baixa Tensão) 
e em MT (Média Tensão), que, no conjunto, 
representam cerca de 91% das respostas pro-
cessadas. Os consumidores em MAT (Muito 
Alta Tensão) representam somente 0,2% da 
amostra obtida neste Inquérito e em AT (Alta 
Tensão) encontram-se cerca de 8,8% do nú-
mero total de consumidores empresariais de 
energia eléctrica. 

Em termos de potência contratada, a maior 
frequência diz respeito a instalações consumi-
doras com potência contratada até 41,4 kW 
(cerca de 33% do número de respostas) e para 
o intervalo entre 41,4 kW e 250 kW (aproxi-
madamente 29% das respostas). Apenas 3,3% 
dos consumidores que responderam ao Inqué-
rito declararam potência contratada superior a 
5.000 kW. Com uma potência contratada en-
tre 1.000 e 5.000 kW responderam 11% dos 
consumidores, enquanto no intervalo entre 
250 kW e 1.000 kW temos cerca de 24% das 
empresas consumidoras de energia eléctrica.

A localização (urbana ou rural) da instalação 
consumidora e o tipo de rede que a alimenta 

INQUÉRITO DE QUALIDADE DE SERVIÇO 
A CONSUMIDORES EMPRESARIAIS

3.1 A Instalação Consumidora

Figura 1 - Distrito de Localização da Instalação Consumidora

Figura 2- Instalações Consumidoras por Nível de Tensão
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são também características importantes com 
infl uência no nível da qualidade de serviço do 
fornecimento de energia eléctrica. Cerca de 
78% dos consumidores empresariais de ener-
gia eléctrica possuem a sua instalação em zona 
urbana, enquanto apenas 22% se situam em 
zona rural. Por outro lado, 54,6% das empre-
sas constantes da amostra são alimentadas por 
rede aérea e 45,4% através de rede subterrânea.

A distribuição dos consumidores empresa-
riais em Portugal Continental por intervalos 
de consumo apresenta uma concentração nos 
intervalos até 1.000 MWh de energia eléctrica 
consumida – 24,6% das empresas consultadas 
com consumos até 10 MWh, 31% com consu-
mos entre 10 e 100 MWh e 23,3% com consu-
mos entre 100 e 1.000 MWh. Com consumos 
anuais entre 1.000 e 9.000 MWh responderam 
cerca de 17,5% de consumidores, enquanto 
acima do nível de eligibilidade para acesso ao 
SENV1 (9.000 MWh/ano) encontramos 4,6% 
dos consumidores empresarias.

A análise dos ciclos de funcionamento dos 
consumidores empresariais, em base diária, 
semanal e anual, mostra que apenas 1,2% das 
instalações consumidoras de energia eléctrica 
apresentam padrões de funcionamento e de 
consumo sazonais (ciclo anual), sendo que os 
restantes 98,8% dos casos funciona continua-
mente durante todo o ano.

No que diz respeito ao ciclo semanal de fun-
cionamento, a esmagadora maioria dos consu-
midores empresariais divide-se entre o funcio-
namento durante sete dias por semana (37,6%), 
os cinco dias úteis de cada semana (40,1%) e de 
segunda-feira a Sábado (21,4%). As instalações 
consumidoras a operarem menos de cinco dias 
úteis por semana e a funcionarem de Domingo 
a segunda-feira apresentam valores residuais 
com, respectivamente, 0,6% e 0,3%.

Em relação ao ciclo diário de funcionamento, 
70,8% dos consumidores empresariais detêm 
instalações consumidoras de energia eléctrica a 
operar entre 8 e 16 horas por dia (36,6%) ou 
em contínuo (34,2%). Cerca de 22,1% das ins-
talações consumidoras funcionam até 8 horas 

por dia, 6,1% mais de 16 horas por dia e apenas 
1,1% apresentam períodos de funcionamento 
diários que não excedem as 6 horas.

Das instalações consumidoras de energia 
eléctrica contactadas, cerca de 95% declara-
ram não possuir qualquer forma de produção 
própria de energia eléctrica (5% dos con-
sumidores disseram possuir capacidade de 
autoprodução) e 76,4% consomem exclusi-
vamente energia eléctrica (23,6% dos consu-
midores recorrem também a outros tipos de 
energias).

Das instalações consumidoras de energia 
eléctrica que mencionaram a existência de 
autoprodução de energia eléctrica, 50% refe-
riram que esta representa até 20% dos consu-
mos totais de electricidade, havendo a desta-
car a existência de cerca de 23% de instalações 
para as quais a autoprodução consegue suprir 
mais de 80% dos consumos globais.

Por outro lado, em relação aos casos em que 
existe consumo de outras formas de energia, 
para 33,5% das instalações consumidoras, es-
sas outras formas apresentam um peso relati-
vo de até 20% do total da factura energética. 
Em 19,8% das instalações consumidoras, as 
outras formas de energia representam entre 
20 e 40% do total da factura energética e, em 
20,2% dos casos, esse valor é situado no in-
tervalo entre 40 e 60% dos custos globais com 
consumo de energia.

A partição por actividade económica dos 
consumidores empresariais de energia eléc-
trica aponta como principais actividades re-
presentadas neste Inquérito a Metalurgia e 
Metalomecânica (9,2%), Química e Farma-
cêutica (9,2%), Banca, Seguros e Serviços 
Financeiros (9,1%) e Construção e Obras 
Públicas (8,8%). Em Outras Indústrias, en-
contram-se agregados cerca de 13,4% dos 
consumidores empresariais. Os valores des-
criminados por sector de actividade encon-
tram-se explicitados no gráfi co que se apre-
senta de seguida.

3.2 O Consumidor Empresarial

1 SENV - Sistema Eléctrico não Vinculado, corresponde ao mercado liberalizado de fornecimento de energia eléctrica.
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Em termos de dimensão empresarial, cerca 
de 75% das instalações que responderam ao 
Inquérito encontram-se integradas no grupo a 
que é usual designar por Pequenas e Médias 
Empresas (PME), de forma quase equitativa 
– 37,6% de pequenas empresas e 37,3% de 
médias empresas. De registar ainda que cerca 
de 17,2% das respostas dizem respeito a ins-
talações consumidoras de grandes empresas e 
cerca de 7,1% estão afectas a microempresas.

A primeira parte do Inquérito, referente a 
aspectos de caracterização geral do consumi-
dor, era concluída com uma questão acerca da 
importância específi ca do consumo de energia 
eléctrica para a actividade desenvolvida na ins-
talação consumidora. 

Para 77,5% dos consumidores empresariais, 
o consumo de energia eléctrica é muito impor-
tante para a actividade da empresa e em 16,8% 
esse consumo é reputado de importante. Exis-
tem apenas 1,6% de consumidores para os 
quais o consumo de energia eléctrica é pouco 
(1,5%) ou mesmo nada (0,1%) importante. 
Por fi m, 4,1% das instalações consumidoras 
contactadas expressaram uma importância 
moderada do consumo de energia eléctrica no 
desenvolvimento da sua actividade empresa-
rial.

A continuidade de serviço, como já foi referi-
do anteriormente, é a dimensão da Qualidade 
de Serviço que surge relacionada com o núme-
ro e duração das interrupções do fornecimento 

de energia eléctrica.
Deve atender-se que, no âmbito da qualidade 

de serviço, apenas se deverão considerar, para 
a caracterização da continuidade de forneci-
mento, as interrupções cujas causas não sejam 
directamente imputáveis ao consumidor e, nas 
situações restantes, levar em linha de conta que 
existem interrupções de fornecimento a que a 
empresa distribuidora é alheia – normalmen-
te, decorrentes de acções que a empresa não 
controla directamente, como condições atmos-
féricas especialmente adversas ou acção de ter-
ceiros, para apenas citar alguns exemplos.

A aferição da qualidade de serviço, em termos 
de continuidade de fornecimento, passa então 
pelo apuramento do número de interrupções 
e da sua duração, usualmente durante um pe-
ríodo de tempo – um ano é o mais frequente. 
Essa aferição pode ser feita por observação di-
recta ou através de equipamento de registo de 
interrupções.

O Inquérito permitiu verifi car que cerca de 
89% das instalações consumidoras não pos-
suem qualquer tipo de equipamento que regis-
te o número e a duração das interrupções de 
fornecimento, contra cerca de 11% que men-
cionaram a existência de tais dispositivos.

A ocorrência de interrupções pode ser mini-
mizada com o recurso a equipamentos de for-
necimento alternativo de energia eléctrica. Este 
tipo de equipamento parece ser relativamente 
frequente junto dos consumidores empresa-
riais, se atendermos aos 47,7% de instalações 
que mencionaram possuir meios de forneci-
mento alternativo de energia eléctrica.

Ao abordar a duração das interrupções, é 
usual distinguir as interrupções de curta dura-
ção das de maior duração. O limiar de separa-
ção entre as curtas e as longas interrupções é, 
no âmbito do presente Inquérito e também do 
Regulamento da Qualidade de Serviço, colo-
cado nos 3 minutos.

São aqui consideradas interrupções de for-
necimento longas, aquelas em que o tempo de 
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interrupção é superior a 3 minutos e, ao invés, 
serão designadas por interrupções curtas as 
que verifi quem tempos de falta de fornecimen-
to de energia inferiores ou iguais ao referido 
limiar de 3 minutos.

Com a informação comunicada pelos consu-
midores empresariais contactados no âmbito 
deste Inquérito, pode inferir-se uma maior fre-
quência de interrupções curtas do que de in-
terrupções de fornecimento longas. Esse facto 
traduz-se da seguinte forma:

• Os intervalos de maior frequência de inter-
rupções são mais pronunciados para o número 
de interrupções curtas  - 24,4% das instala-
ções consumidores com 9 a 20 interrupções; 
10,2% com entre 21 e 48 interrupções e 9,4% 
com mais de 48 interrupções durante o último 
ano.

• Detecta-se uma signifi cativa concentração 
de respostas (cerca de 2/3) que referem a ocor-
rência de um número de interrupções longas 
entre 1 e 8 interrupções de fornecimento. A 
percentagem cumulativa das respostas que re-
ferem a ocorrência de um número inferior ou 
igual a 8 interrupções de fornecimento longas 
representa 71,5% do total.

• Essa percentagem (instalações consumi-
doras que referem entre 1 e 8 interrupções 
no último ano) desce para cerca de 48,2% nas 
interrupções com duração inferior ou igual a 
3 minutos. A percentagem cumulativa das 
respostas que referem a ocorrência de um nú-
mero inferior ou igual 8 interrupções de forne-
cimento longas representa 56% do número de 
consumidores empresariais.

• Cerca de 4,9% e 7,8% das instalações con-
sumidoras abrangidas por este Inquérito men-
cionaram não terem existido, respectivamente, 
interrupções superiores e inferiores ou iguais 
a 3 minutos.

A duração das interrupções de fornecimento, 
aferida no Inquérito com duas questões que 
solicitavam a indicação da duração efectiva 
da interrupção de serviço mais prolongada e 
da duração média de todas as interrupções de 
fornecimento registadas no ano precedente, é 

outro aspecto importante para a caracteriza-
ção da continuidade de serviço.

Os consumidores contactados evidenciaram 
uma maior dispersão das respostas a estas 
questões relacionadas com a duração das in-
terrupções do que o que haviam feito quanto 
ao número de interrupções.

A interrupção de serviço mais prolongada, 
para 28,8% das instalações consumidoras pa-
rece ter-se situado entre 30 e 90 minutos e 
para 24,6% entre 90 e 240 minutos. Quase 
19% dos consumidores referiram que a inter-
rupção mais longa excedeu as 4 horas (mais de 
240 minutos) e para 13,2 % nem sequer atin-
giu os 15 minutos.

A duração média, como seria de esperar, fi ca 
bem abaixo desses valores, parecendo ser mais 
frequente uma duração média das interrup-
ções entre os 3 e os 15 minutos – 30,8% das 
instalações com duração média das interrup-
ções entre 3 e 10 minutos e 23% entre 10 e 
15 minutos. Ainda assim, há cerca de 19% de 
consumidores que mencionam uma duração 
média das interrupções de fornecimento acima 
dos 30 minutos. Em 12% das instalações de 
consumo de energia eléctrica, a duração média 
das interrupções parece ter fi cado abaixo dos 
3 minutos.

Convirá relembrar que nem todas as inter-
rupções do fornecimento de energia eléctrica 
aos consumidores assumem carácter de ines-
perado ou acidental. Existem situações em que 
são necessárias interrupções do fornecimento 
para realizar intervenções de reparação, altera-
ção ou expansão nas redes de transporte e dis-
tribuição de energia eléctrica. Se, no caso das 
interrupções ditas acidentais, a questão não 
se coloca, já nas interrupções programadas, os 
consumidores afectados podem ser avisados 
com alguma antecedência da realização de tais 
trabalhos e subsequentes cortes de alimenta-
ção.

Das instalações consumidoras que respon-
deram ao presente Inquérito, 64,8% mencio-

4.2 Actuação e Consequências em Caso de 
Interrupçao de Serviço
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nou que nunca foi prevenida previamente pela 
empresa distribuidora da ocorrência de inter-
rupções e 25,9% referiu que só raramente o 
foi. Nos restantes 9,2% dos casos, há a regis-
tar 2,1% de consumidores que mencionaram 
terem sido sempre prevenidos de interrupções 
pela sua empresa de distribuição e 2,4% que o 
foram regularmente.

Na ocorrência de falhas no fornecimento de 
energia eléctrica, os consumidores afectados 
podem contactar a empresa de distribuição 
para apurar ou comunicar informação acerca 
da interrupção (comunicar a sua ocorrência, 
saber das eventuais causas, tempo previsto de 
duração, etc.).

No que concerne ao contacto com a empresa 
de distribuição, a disparidade de resposta pare-
ce ser maior que a que se encontra na questão 
da existência de aviso prévio de interrupção. 
Assim, a maior concentração acontece para as 
instalações que contactaram sempre a empresa 
distribuidora no decurso da existência de uma 
interrupção – 30,2% dos casos. Para 13,7% 
dos consumidores empresariais de energia 
eléctrica, o contacto com a empresa de distri-
buição ocorreu frequentemente e, para 19,8%, 
regularmente. Existem ainda cerca de 20% de 
instalações consumidoras que raramente pro-
moveram o contacto com a empresa distribui-
dora e 16,2% que nunca o fez.

Ainda relacionado com a questão do aviso 
prévio de interrupção, foi solicitado às insta-
lações consumidoras, no âmbito do Inquérito, 
que explicitassem qual a antecedência mínima 
com que necessitariam ser avisadas da ocor-
rência de uma interrupção de fornecimento, 
para que fossem minimizados os impactes e/
ou custos dela decorrentes.

Cerca de 34,4% das instalações consumi-
doras de energia eléctrica (mais de 1/3) refe-
renciaram um valor até 4 horas. Para 14% dos 
consumidores empresariais, o aviso prévio com 
antecedência de entre 4 e 12 horas é o sufi cien-
te para minimizar impactes e/ou custos da in-
terrupção de serviço e 22,6% e 21,1% referem 
intervalos de tempo de, respectivamente, 12 a 

24 horas e 24 a 36 horas. Existem apenas cerca 
de 8,1% de instalações consumidoras para as 
quais o valor de 36 horas não é sufi ciente. De 
notar que as 36 horas de antecedência mínima 
são um requisito constante do Regulamento 
de Relações Comerciais em matéria de inter-
rupções por razões de serviço (alínea c) do n.º 
3 do artigo 177º).

A avaliação que é feita do impacte causado 
pelas interrupções de serviço permite verifi -
car que 60,3% dos consumidores empresariais 
consideram que estas são muito inconvenien-
tes para a actividade empresarial desenvolvida. 
Cerca de 25% das instalações consumidoras 
de energia eléctrica considera as interrupções 
de fornecimento como inconvenientes, haven-
do uma pequena minoria de respostas (1,4% 
e 4,1%, respectivamente) que as considerou 
nada ou pouco inconvenientes.

Quando questionadas sobre a forma como a 
interrupção de fornecimento de energia eléc-
trica se refl ectiu na actividade da empresa, o 
aspecto mais vezes apontado, por 61,4% dos 
consumidores empresariais, é o da interrupção 
da actividade. A perda de produção em curso 
afecta quase metade (48,5%) das instalações 
consumidoras, sendo que a existência de danos 
em equipamento, fruto das interrupções de 
serviço, é referida em 27% das situações. Cerca 
de 16,6% dos consumidores empresariais de 
energia eléctrica referem que, em resultado de 
interrupções de serviço, tiveram necessidade 
de recorrer a fornecimento alternativo e 4,5% 
referiram que as interrupções de serviço não se 
refl ectiram na actividade da empresa.

Directamente relacionados com o refl exo que 
as interrupções de fornecimento de energia 
eléctrica  têm sobre a actividade dos consumi-
dores empresariais, encontram-se os tempos 
de normalização do processo produtivo.

Para cerca de 20,6% das instalações consumi-
doras, a retoma da actividade em moldes nor-
mais é imediata e em 39% dos casos ocorre no 
espaço de meia hora. Quase 25% dos consu-
midores empresariais estabilizam a sua activi-
dade após a ocorrência de uma interrupção de 
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fornecimento entre 30 e 90 minutos, mas 7,5% 
e 8%, respectivamente, necessitam entre 90 e 
180 minutos ou mesmo mais de 180 minutos 
para o realizar.

O Regulamento da Qualidade de Serviço es-
clarece que “na avaliação da qualidade da onda 
de tensão consideram-se, nomeadamente, as 
características de amplitude, frequência, de 
forma da onda de tensão e de simetria do sis-
tema trifásico”.

Assumindo uma maior complexidade técnica 
na sua caracterização, os aspectos relacionados 
com a qualidade da onda de tensão revestem-
se também de maior complexidade de avalia-
ção por parte dos consumidores. 

Quando questionados acerca da existência, 
no domínio da instalação consumidora de 
energia eléctrica, de equipamento de registo 
de perturbações da onda de tensão, que os 
auxiliasse na monitorização desta vertente de 
qualidade de serviço, apenas 7,4% dos consu-
midores empresariais declararam possuir tal 
equipamento.

O tipo de perturbação da onda de tensão que 
os consumidores empresariais parecem perce-
ber com maior frequência é a queda de tensão 
– problema referido por 47,6% das instalações 
consumidoras -, seguida de fl utuações rápidas 
de tensão que aparecem no primeiro lugar da 
lista de perturbações da onda de tensão para 
41,9% dos consumidores empresariais. A so-
bretensão é o principal aspecto de perturbação 
da onda de tensão para cerca de 7,1% das ins-
talações consumidoras contactadas e somente 
3,4% destas referem sentir com maior frequên-
cia outro tipo de perturbação.

Quando questionados acerca da frequência 
com que se apercebem de perturbações na 
onda de tensão, os consumidores empresa-
riais referiram que só muito raramente (para 
19,5%) ou raramente (para 38,9%) isso acon-

tece. Com carácter de regularidade, existem 
25,4% de instalações consumidoras que di-
zem aperceber-se de perturbações da onda de 
tensão, sendo que 11,8% e 4,5% referem a sua 
ocorrência, respectivamente, frequentemente 
ou mesmo muito frequentemente.

A maior complexidade técnica desta verten-
te da qualidade de serviço parece também ser 
evidente quando analisamos a iniciativa de 
contacto com a empresa de distribuição de 
energia eléctrica após a percepção de pertur-
bações na onda de tensão. Existe, neste âm-
bito, uma maioria de consumidores – 53,9% 
- que referiu nunca ter contactado a empresa 
distribuidora após ter detectado a ocorrência 
de perturbações na onda de tensão. Se a estes 
adicionarmos o número dos consumidores 
que toma a iniciativa de contactar a empresa 
de distribuição raramente - 23,4% dos casos -, 
obter-se-á uma percentagem que supera os ¾ 
do número de respostas a este Inquérito. No 
extremo oposto a este, encontramos 5,8% das 
instalações consumidoras que afi rmam con-
tactar sempre com a empresa distribuidora e 
4,9% que o faz frequentemente para comuni-
car questões relacionadas com as perturbações 
sentidas.

Os incómodos causados pelas perturbações 
na onda de tensão apresentam um padrão de 
resposta diferente e, de alguma forma, contra-
ditório com as respostas dadas acerca do con-
tacto com a empresa de distribuição. Na rea-
lidade, apesar de uma maioria signifi cativa de 
consumidores empresariais nunca contactar a 
empresa de distribuição ou fazê-lo raramente, 
existe uma tendência maioritária para conside-
rarem inconveniente (29,6%) ou muito incon-
veniente (25,8%) os impactes decorrentes da 
existência de perturbações na onda tensão.

Contudo, para 6,7% dos consumidores con-
tactados, o impacte das perturbações na onda 
de tensão é nulo e 19,7% e 18,2%, respectiva-
mente, dividem-se entre considerarem pouco 

5. Qualidade da Onda de Tensão

5.1 Monitorização da Qualidade da Onda 
de Tensão

5.2 Actuação e Consequências em Caso de 
Perturbação da Onda de Tensão
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inconveniente e moderadamente inconvenien-
te tais repercussões.

O refl exo das perturbações na onda de tensão 
na actividade dos consumidores empresariais 
parece passar primordialmente pela ocorrência 
de danos em equipamentos, facto que é citado 
por 30,5% das instalações consumidoras de 
energia eléctrica contactadas.

A segunda linha de refl exos da existência de 
perturbações na onda de tensão mais citada 
pelas instalações consumidoras contactadas é 
a necessidade de interromper a actividade da 
empresa (referido por 22,7% dos consumido-
res), logo seguida de perda de produção em 
curso aquando da verifi cação das perturbações 
(citada em 21,2% dos casos). Cerca de 1/5 dos 
consumidores empresariais parece não sofrer 
qualquer tipo de consequências da existência 
de perturbações na onda de tensão, facto paten-
te nos 20,4% de casos que referiram não exis-
tirem refl exos na sua actividade. Por fi m, há a 
referir que 5,1% das instalações consumidoras 
de energia eléctrica referiram a ocorrência de 
outro tipo de consequências não especifi cadas, 
fruto de perturbações na onda de tensão.

Como o próprio nome indica, a qualidade 
do relacionamento comercial está relacionada 
com a forma como decorre a relação que se es-
tabelece, neste caso, entre a empresa distribui-
dora de energia eléctrica e os seus clientes.

Sendo que a informação e a sua acessibili-
dade assumem um papel central neste domí-
nio, tornava-se importante tentar saber da 
frequência com que os consumidores empre-
sariais de energia eléctrica contactavam a em-
presa de distribuição para solicitar qualquer 
tipo de esclarecimento ou informação. Assim, 
verifi cou-se:

• A existência de uma franja relativamente 
importante de consumidores – 26,6% - que, 
em dois anos, nunca contactou a empresa dis-

tribuidora de energia eléctrica para obter in-
formação.

• 36,9% das instalações consumidoras de 
energia eléctrica estabeleceu entre 1 e 3 con-
tactos com o a empresa distribuidora, no mes-
mo período de tempo, para obter informação.

• A percentagem dos consumidores que o fi -
zeram de entre 4 e 6 vezes cifra-se em 17,7%.

• Com um contacto mais regular com a em-
presa de distribuição, existem 4,4% e 14,5% 
que, respectivamente o fi zeram por 7 a 9 vezes 
e 10 ou mais vezes.

O contacto com a empresa de distribuição 
para apresentar uma reclamação é outro dos 
aspectos a levar em conta na caracterização da 
qualidade de serviço do relacionamento co-
mercial. Os dados obtidos com este Inquérito 
permitem verifi car que:

• Das instalações consumidoras de energia 
eléctrica contactadas, 44,5% referiram que, 
no período de dois anos, nunca haviam apre-
sentado, junto da respectiva empresa de dis-
tribuição, qualquer reclamação.

• Cerca de 28% dos consumidores apresen-
taram, em igual período de tempo, entre 1 e 
2 reclamações e 14,2% fi zeram-no por 3 a 4 
vezes. 

• Os consumidores empresariais mais acti-
vos nesta matéria representam cerca de 13%, 
correspondentes a 4,5% de empresas que re-
clamaram de 5 a 6 vezes e 8,5% que o fi zeram 
por mais de 6 vezes.

As principais razões, quer para solicitar à 
empresa de distribuição qualquer tipo de 
informação, quer para lhe apresentar recla-
mações, parecem demonstrar, na população 
contactada pelo Inquérito, um padrão se-
melhante. Assim, em ambas as situações, a 
ocorrência de interrupções de fornecimento 
parece ser o principal motivador de pedidos 
de informação e de reclamações – 63,6% e 
67,3%, respectivamente -, seguindo-se a ru-
brica de tarifas, preços e facturação com, pela 
mesma ordem, 14,6% e 10%.

O aspecto da maior complexidade técnica 
na análise das questões relacionadas com a 
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qualidade da onda de tensão, referenciado no 
capítulo anterior, aparece também aqui refor-
çado. Na realidade, a existência de perturba-
ções na onda de tensão suscita a necessidade 
de solicitar informação em apenas 4% da po-
pulação do Inquérito, se bem que esse valor 
mais que duplica quando se trata de apre-
sentar reclamações (8,4%). As questões que 
se prendem com a leitura dos equipamentos 
de medição da energia consumida são, para 
9,5% dos consumidores empresariais, a prin-
cipal razão para solicitar informação e, em 
7% dos casos, o motivador mais frequente 
para reclamar. A existência de outras razões 
para solicitar informação e para reclamar é 
mencionada em, respectivamente, 8,4% e 
7,4% dos casos.

A avaliação que os consumidores empre-
sariais fazem da qualidade ou atenção que 
lhes é dispensada quando se dirigem à em-
presa de distribuição de energia eléctrica 
para solicitar informação ou apresentar uma 
reclamação pode considerar-se globalmente 
razoável. Quer em termos de qualidade da 
própria resposta, quer quanto à celeridade 
com que a mesma é apresentada, a capaci-
dade de atender às solicitações por parte das 
empresas de distribuição merece das instala-
ções consumidoras uma apreciação de razo-
ável em, por esta ordem, 49,8% e 47,2% dos 
casos. Por outro lado, os valores conjuntos de 
avaliação negativa (Má e Muito má) e de ava-
liação positiva (Boa e Muito boa) são quase 
equivalentes, havendo algum desvio no que 
concerne ao aspecto da rapidez de resposta. 

A avaliação qualitativa da atenção de que 
benefi cia o consumidor empresarial na via 
preferencial de contacto com a empresa de 
distribuição, apresenta valores mais favorá-
veis que os dois itens referenciados anterior-
mente. Neste caso, o cúmulo das apreciações 
negativas (Má e Muito má) representa 16,6% 
(12,7% e 3,9%, respectivamente), contra os 
35,6% de consumidores empresariais que 
classifi cam de Boa (32,6%) e Muito boa (3%) 
a atenção que lhes é dispensada no meio de 

contacto preferencial com a empresa de dis-
tribuição. Ainda assim, uma parte signifi cati-
va das instalações consumidoras contactadas 
(48%) considera razoável a qualidade de ser-
viço a este nível.

A via de contacto preferencial para os con-
sumidores empresariais de energia eléctrica, 
se atendermos à informação que este Inqué-
rito permitiu recolher, parece ser o telefone. 
Na realidade, quando instadas a citar o meio 
que usualmente utilizam para contactar a 
empresa de distribuição, quer para solicitar 
informação, quer para apresentar uma recla-
mação, 75% das instalações consumidoras 
referiram o contacto telefónico, 15,6% a via 
escrita, por carta ou fax, e 9,3% a deslocação 
a um centro de atendimento presencial.

Com base neste padrão de resposta, não 
surpreende que 61,8% dos consumidores 
empresariais considerem muito importante 
a existência de um serviço de atendimento 
telefónico permanentemente acessível, ha-
vendo ainda 33,5% que o consideram im-
portante. Pode dizer-se que a existência do 
serviço telefónico permanente é desvaloriza-
do por uma pequena minoria de consumido-
res, facto espelhado nos 2,8% de casos que o 
considera pouco importante e nos 0,9% que 
o classifi ca mesmo de nada importante.

Se bem que o telefone pareça ser uma via de 
contacto muito apreciada pelos consumido-
res empresariais, a existência de outros meios 
de comunicação, designadamente os que são 
postos ao dispor pelas novas tecnologias de 
informação, merecem um bom acolhimento. 
Há um elevado número de empresas (cerca 
de 3/4) a considerar muito importante ou 
importante (respectivamente 32% e 42,8%) 
a existência de meios de comunicação alter-
nativos, de que a Internet se constitui por-
ventura como o exemplo mais emblemático. 
Contudo, cerca de 11% das instalações con-
sumidoras contactadas classifi ca como pouco 
importante (9,1%) ou mesmo nada impor-
tante (1,7%) a existência dos referidos meios 
alternativos de contacto.
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A avaliação qualitativa que os consumido-
res empresariais fazem da qualidade do re-
lacionamento comercial é aferida por série 
de aspectos do relacionamento comercial e 
contratual com a empresa fornecedora. De 
uma forma geral, poder-se-á dizer que em re-
lação a aspectos como a frequência de leitura 
e exactidão da medição de energia eléctrica, 
o rigor da facturação, clareza e facilidade de 
compreensão da informação constante da 
factura de energia eléctrica e o processo de 
cobrança respectivo, merecem dos consumi-
dores empresariais de energia eléctrica uma 
avaliação positiva.

Os aspectos relacionados com a capacidade 
de resposta da empresa distribuidora em ma-
téria de assistência técnica e a quantidade e 
qualidade de informação por ela disponibili-
zada não merecem uma apreciação tão favorá-
vel como os anteriores, patente nos factos de 
a mais comum classifi cação ser a de razoável e 
de haver um maior número de consumidores 
a classifi cá-los como maus ou muito maus.

Sendo a informação uma área importan-
te da qualidade do relacionamento comer-
cial, foi considerado oportuno questionar 
os consumidores empresariais de energia 
eléctrica acerca das principais lacunas senti-
das e, por conseguinte, dos temas com maior 
necessidade de informação adicional. A uti-
lização racional de energia eléctrica parece 
ser a principal área onde se registam falhas 
de informação pelas instalações consumido-
ras contactadas (mencionada em 52,6% dos 
casos), seguindo-se-lhe a manutenção da 
instalação eléctrica que, para 37,6% dos con-
sumidores, justifi caria a existência de mais 
informação.

A compensação de energia reactiva e a es-
trutura e valores de tarifas e preços no sector 
eléctrico parecem suscitar a mesma neces-
sidade de informação adicional, tendo sido 
mencionadas, respectivamente, por 28,5% e 
27,8% das instalações consumidoras.

A presente secção deste relatório pretende 
efectuar uma síntese da informação que o In-
quérito permitiu recolher. Esse exercício será 
feito em duas vias:

• Com a utilização da informação recolhida 
através das questões da secção fi nal do Inqué-
rito, designada por Apreciação Global, em que 
foram formuladas de questões de carácter mais 
geral, numa perspectiva de avaliação global da 
qualidade de serviço.

• Mediante o cruzamento de dados do pró-
prio Inquérito, tendo em vista caracterizar a 
qualidade de serviço em função, designada-
mente, do distrito de localização da instalação 
consumidora, do nível de tensão em que se en-
contram ligadas à rede e dos consumos decla-
rados para um ano.

Mais uma vez, convirá relembrar que este 
estudo, vincadas que estão as vantagens de 
possibilitar um levantamento de informação 
que escasseava e contribuir para um maior en-
volvimento dos consumidores nas questões do 
sector eléctrico, não transmite um retrato da 
situação actual da qualidade de serviço a con-
sumidores empresariais, mas sim a percepção 
que estes têm acerca das questões em apreço.

Em vários sectores da economia, qualidade e 
preço são dois argumentos que incorporam a 
defi nição do produto ou serviço em causa. Ge-
ralmente, variam na mesma direcção, ou seja, 
incrementos de qualidade têm correspondência 
em preços mais elevados. Desde logo, porque 
acréscimos de qualidade originam, na maioria 
das vezes, um agravamento da estrutura de 
custos inerente ao provimento do produto ou 
serviço. Nesse sentido, interessava, no âmbito 
deste Inquérito, questionar os consumidores 
empresariais da sua disponibilidade para, em 
relação ao fornecimento de energia eléctrica, 
expressarem a forma como percepcionam a li-
gação entre as variáveis preço e qualidade.

Com o intuito de obter informação acerca da 
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questão atrás focada e de outras relacionadas 
com:

• Fixação de padrões mínimos de qualidade 
de serviço;

• Existência de compensações aos consumi-
dores em caso de não cumprimento dos pa-
drões de qualidade de serviço;

• A forma como as compensações deverão ser 
pagas aos consumidores lesados;

• Estímulo que transmitem às empresas de 
distribuição, no sentido de uma melhoria da 
qualidade de serviço;

Foi reunido um conjunto de seis afi rmações, 
sobre as quais o consumidor empresarial de 
energia eléctrica expressou o seu grau de con-
cordância com as ideias que lhe estão subja-
centes.

Os consumidores de energia eléctrica expres-
sam uma concordância muito acentuada com 
a existência de padrões mínimos de qualidade 
de serviço (94% de acordo total), com a ideia 
de que os consumidores deverão ser compen-
sados pelo não cumprimento de padrões mí-
nimos de qualidade (89,4% de acordo total), 
com o pagamento dessas compensações aos 
consumidores afectados de forma automática 
sem necessidade de reclamação dos valores 
por estes (80,9% de acordo total) e com o fac-
to das próprias compensações serem um bom 
estímulo às empresas de distribuição para que 
estas melhorem a qualidade de serviço do for-
necimento de energia eléctrica (85,3% de acor-
do total). 

A afi rmação que sugere a possibilidade de ha-
ver como que uma troca de qualidade por pre-
ço, ou seja, a possibilidade de conceder uma re-
dução da qualidade de serviço se acompanhada 
de uma quebra de preço, merece das instalações 
consumidoras contactados uma larga margem 
de desacordo (78,2% de desacordo total). Este 
facto parece indiciar que, ainda que com um 
eventual “desconto” no preço da energia eléc-
trica, os consumidores empresariais não estão 
dispostos a ver diminuídos os actuais níveis de 
qualidade de serviço. 

Por fi m, em relação à composição das inter-

rupções de fornecimento em função da duração 
e frequência, o padrão de respostas obtido não 
permite identifi car uma tendência clara. Deste 
modo, parece haver quase metade (45,3%) dos 
consumidores empresariais a manifestarem 
total desacordo com a preferência por inter-
rupções mais curtas e mais frequentes. Estes 
consumidores parecem assim preferir inter-
rupções mais longas e menos frequentes por 
oposição às primeiras. No extremo oposto, em 
acordo total com preferência por interrupções 
mais curtas e mais frequentes, encontraram-
se 15,5% das instalações consumidoras que 
responderam ao Inquérito. Existem 21,8% de 
casos que expressaram indiferença entre in-
terrupções mais curtas e mais frequentes por 
contraposição a interrupções mais longas mas 
menos frequentes.

A importância da qualidade de serviço, quan-
do vista quer em termos agregados, quer nos 
seus aspectos parcelares relacionados com a 
continuidade e qualidade da onda de tensão, 
merece dos consumidores empresariais uma 
signifi cativa atenção, espelhada no facto de, ge-
nericamente, as considerarem questões muito 
importantes.

Na realidade, 74,2% das instalações consu-
midoras contactadas por este Inquérito con-
siderou a qualidade de serviço muito impor-
tante, tendo atribuído igual importância, em 
88,4% e 70,2% dos casos a, respectivamente, 
um fornecimento de energia eléctrica sem in-
terrupções e isento de perturbações na onda 
de tensão. Desta informação pode, de alguma 
forma, inferir-se uma maior sensibilidade dos 
consumidores empresariais em relação à con-
tinuidade de fornecimento em detrimento da 
qualidade da onda de tensão.

A sensibilidade dos consumidores empre-
sariais para a qualidade de serviço não parece 
estar muito dependente da sua localização ge-
ográfi ca. Pelo menos é isso que se pode inferir 
da análise da informação por distritos, relativa 
à importância atribuída ao tema. Ainda que se 
identifi que alguma homogeneidade de resposta 
entre os diversos distritos, é possível identifi car, 
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no território continental, Braga como o distri-
to onde é conferida uma maior importância à 
qualidade de serviço e o Porto como aquele em 
que a questão merece dos consumidores em-
presariais uma atenção menos acentuada.

Quando organizadas as respostas ao Inqué-
rito por nível de tensão de ligação à rede, os 
consumidores empresariais de energia eléctri-
ca, na avaliação da importância que conferem 
à qualidade de serviço, não apresentam um 
padrão de resposta muito distinto daquele que 
acontece sem que haja partição da informação. 
Contudo, denota-se alguma tendência, ainda 
que muito ligeira, para considerar mais impor-
tante a qualidade de serviço, à medida que se 
passa dos níveis de tensão mais baixos (BT) 
para os mais elevados (AT). Deve interpretar-
se com alguma cautela a informação respeitan-
te aos consumidores ligados em MAT, já que 
estes são 11 no total nacional e apenas 2 res-
ponderam a este Inquérito.   

A importância da qualidade da onda de ten-
são, na sua avaliação por distritos, revela um 
padrão de resposta similar ao que anterior-
mente se descreveu para a qualidade de serviço 
em termos globais. Ainda assim, identifi cam-se 
claramente os distritos de Lisboa e Porto como 
aqueles onde a importância de um forneci-
mento de energia eléctrica sem perturbações 
na onda de tensão parece ser menos acentuada 
e o distrito de Castelo Branco como o que co-
loca maior ênfase nesta vertente da qualidade 
de serviço. Este facto pode, inclusivamente, ser 
justifi cado pela maior ou menor sensibilidade 
às questões da qualidade da onda de tensão, 
função da existência de mais ou menos proble-
mas neste domínio.

A importância da continuidade de serviço no 
fornecimento de energia eléctrica, a par do que 
acontece para a qualidade da onda de tensão, 
não apresenta nas partições de informação por 
distritos, nível de tensão e consumos, diferen-
ças signifi cativas face ao padrão de resposta 
global. Mais uma vez, numa rápida análise dos 
distritos abrangidos, volta a ser Castelo Bran-
co aquele em que a importância da continui-

dade de fornecimento se assume como mais 
importante. 

No capítulo referente à Continuidade de 
Serviço, verifi cou-se que os principais refl exos 
das interrupções de fornecimento de energia 
eléctrica, mencionados pelos consumidores 
empresariais, estavam associados à da inter-
rupção da actividade da empresa (mencionado 
por 61,4% das instalações consumidoras), à 
perda, total ou parcial, da produção em curso 
aquando da ocorrência da interrupção (48,5%) 
e aos danos em equipamentos (27%).

Embora reconheçam em larga medida a 
existência de custos directamente imputáveis 
à ocorrência de interrupções de serviço, uma 
larga maioria dos consumidores empresariais 
de energia eléctrica – 78,2% - não possui qual-
quer forma concreta de avaliar a magnitude de 
tais custos. Talvez por esse facto, quando ques-
tionados acerca do quanto estariam dispostos a 
pagar pelo kWh de energia para evitar um inter-
rupção de serviço – questão colocada no segui-
mento da existência ou não de formas de avaliar 
custos das interrupções  , o padrão de respostas 
não permitiu extrair conclusões, quer pela fraca 
frequência de resposta, quer pela muito disper-
sa caracterização das mesmas.

A avaliação global que os consumidores em-
presariais de energia eléctrica fazem da qualida-
de de serviço de que benefi ciam actualmente é 
francamente mais favorável que o que se pode-
ria inferir dos padrões de resposta obtidos ante-
riormente. Na realidade, uma parte signifi cativa 
(48,4%) das instalações consumidoras que res-
ponderam ao Inquérito, qualifi cou de razoáveis 
os actuais níveis de qualidade de serviço, mere-
cendo inclusivamente, em 38,7% dos casos, uma 
apreciação mais favorável – boa para 37,2% e 
muito boa para 1,5% dos casos. O conjunto de 
consumidores insatisfeitos com os índices de 
qualidade de serviço actuais totalizam 12,9% da 
base de empresas contactadas – 10,1% a classi-
fi carem a qualidade de serviço como má e 2,8% 
de muito má. 
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A análise da informação relativa a esta avalia-
ção, feita por distritos, suscita algumas ilações 
inesperadas:

• O distrito de Castelo Branco, que, relem-
bre-se, havia sido o que de forma mais con-
sistente havia colocado maior importância na 
qualidade da onda de tensão e na continuidade 
de fornecimento, surge, em relação à avaliação 
da qualidade de serviço actual, como aquele 
em que a soma das opiniões favoráveis (boa e 
muito boa) é maior – 59,5%.

• Os distritos de Santarém, Leiria e Braga, 
por esta ordem, são aqueles em que a soma 
das opiniões negativas (má e muito má) é mais 
signifi cativa. Em qualquer dos casos, a valori-
zação da importância dos aspectos de qualida-
de de serviço, feita anteriormente, não tinha 
evidenciado que cada um dos destes distritos 
surgisse claramente fora da tendência geral.

A percepção dos consumidores empresariais 
relativamente à qualidade de serviço, quando 
segmentada por níveis de tensão, permite ve-
rifi car uma tendência cada vez menos favorá-
vel à medida que aumenta a tensão de ligação 
à rede. Assim, de uma forma consistente e se 
excluirmos o caso de MAT pelos aspectos já 
atrás focados, verifi camos um crescimento das 
opiniões negativas (má e muito má) acerca da 
situação actual da qualidade de serviço nos 
níveis de tensão superiores – 8,8% para BT; 
15,6% para MT e 21,6% para AT. O perfi l das 
opiniões favoráveis (boa e muito boa) segue 
uma tendência bem mais incaracterística, sen-
do mais elevado em BT e mais reduzido em 
MT.

A mesma questão, estratifi cada agora pelos 
valores de consumo anual de energia eléctri-
ca, permite, grosso modo, extrair as mesmas 
conclusões que se apontaram na partição por 
níveis de tensão. Identifi ca-se uma tendência 
para que o conjunto de opiniões desfavoráveis 
ser crescente com os consumos de energia eléc-
trica. O escalão de mais baixo consumo (até 10 
MWh/ano) é o que apresenta menores valores 
para as apreciações da qualidade de serviço  má 
e muito má e, ao invés, no escalão de consumos 

mais elevados (superior a 9.000 MWh/ano, 
que corresponderá aos clientes elegíveis), a 
soma das opiniões má e muito má é mais sig-
nifi cativa que em qualquer outro.

Os consumidores empresariais de energia 
eléctrica, de uma forma genérica, apresenta-
ram pouca disponibilidade para pagar valores 
mais elevados na sua factura de energia eléc-
trica por incrementos de qualidade de serviço. 
Quase 9 em cada 10 instalações consumidoras 
contactadas manifestaram-se no sentido de 
não tolerar acréscimos do valor da sua factura 
de energia eléctrica em troca de níveis supe-
riores de qualidade de serviço. Dos restantes 
consumidores empresariais que manifestaram 
alguma abertura para pagamentos extra, 8% 
vincaram a sua disponibilidade para aceitar 
incrementos que não excedessem os 2,5% da 
factura de energia eléctrica e somente 2% esta-
riam na disposição de ir além desse acréscimo. 

A qualidade de serviço parece revestir-se, 
para os consumidores empresariais de ener-
gia eléctrica, de importância signifi cativa. Esse 
facto está particularmente evidente na forma 
como a importância de cada uma das verten-
tes essenciais da qualidade de serviço no sector 
eléctrico e da qualidade como um todo, foram 
avaliadas.

As questões da qualidade, de uma forma 
mais genérica, têm vindo a suscitar crescente 
atenção por parte de cada vez mais alargados 
sectores da sociedade e da economia. O sector 
eléctrico não foge a esta regra.

No que ao sector eléctrico diz respeito e re-
portando-nos aos consumidores empresariais 
de energia eléctrica, poderemos sintetizar al-
gumas ideias da seguinte forma:

1. É ainda reduzido o número de instala-
ções consumidoras que possui equipamentos 
de monitorização da qualidade de serviço no 
fornecimento de energia eléctrica – menos de 
10% dos consumidores empresariais abrangi-
dos por este Inquérito mencionaram a existên-
cia de equipamentos que lhes permitam regis-

8. Conclusões
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tar interrupções de serviço e/ou perturbações 
da onda de tensão.

2. Os consumidores empresariais parecem 
estar mais sensibilizados para a continuidade 
do fornecimento do que para a qualidade da 
onda de tensão – a avaliação dos respectivos 
impactes vinca um carácter de inconveniência 
bem mais pronunciado na primeira das verten-
tes citadas.

3. Embora expressem que os principais refl e-
xos de quebras na qualidade de serviço se si-
tuem ao nível da interrupção da actividade da 
empresa (para a continuidade) e da ocorrência 
de danos em equipamento (para a qualidade 
da onda de tensão), somente cerca de ¼ dos 
consumidores empresariais de energia eléctri-
ca possui forma concreta de avaliar os custos 
em que incorre com a perda de qualidade de 
serviço.

4. A regulação da qualidade de serviço assente 
na existência de padrões mínimos, de compen-
sações aos consumidores pela sua não verifi ca-
ção, no pagamento automático das referidas 
compensações, parece reunir a concordância 
de uma larga maioria (acima de 80%) dos con-
sumidores empresariais, que consideram ain-
da que este tipo de abordagem – existência de 
padrões e compensações - parece constituir-se 
como um bom incentivo às empresas de dis-
tribuição para a melhoria da qualidade de ser-
viço.

5. A avaliação da qualidade de serviço, quer 
em termos de importância que lhe é conferi-
da, quer quanto à avaliação da situação actual, 
parece apresentar poucas diferenças entre con-
sumidores em função da sua localização geo-
gráfi ca no território nacional continental, do 
nível de tensão e dos consumos. Verifi ca-se, no 
entanto, uma tendência para se avaliar de for-
ma mais negativa a qualidade de serviço para 
níveis de tensão e de consumos mais elevados.

6. Parece não ser claro para todos os consu-
midores empresariais de energia eléctrica que 
possa haver uma relação entre a qualidade de 
serviço de que benefi ciam ou poderiam benefi -
ciar e o preço da própria energia eléctrica. Tal 

facto pode ser convenientemente ilustrado no 
pouco acolhimento que merecem as ideias de 
reduzir a qualidade e o preço e/ou efectuar 
pagamentos adicionais por maiores níveis de 
qualidade de serviço.

7. De uma forma genérica, os aspectos rela-
cionados com a qualidade de serviço na verten-
te do relacionamento comercial, merecem dos 
consumidores empresariais uma apreciação 
globalmente positiva.

8. A avaliação que é feita dos actuais níveis 
de qualidade de serviço, ponderando todos os 
aspectos, parece ser de alguma forma contra-
ditória com a avaliação individual que se faz 
das três vertentes da qualidade de serviço. Na 
realidade, muito embora haja uma tendência 
para enfatizar a ocorrência de interrupções de 
fornecimento e de perturbações na onda de 
tensão e seus respectivos refl exos, os consumi-
dores empresariais tendem a avaliar de forma 
globalmente positiva o panorama actual da 
qualidade de serviço em Portugal Continen-
tal. 

Algumas contradições detectadas  na respos-
ta a este Inquérito e evidenciadas à medida que 
foram surgindo, podem suscitar a questão da 
existência de eventuais lacunas de informação 
em matéria de qualidade de serviço, que per-
mita, aos consumidores de energia eléctrica, 
explicitar de forma mais consistente as suas 
preocupações e preferências neste domínio.

A eventual falha de informação que atrás se 
referencia pode, ainda que com a reserva de ser 
um facto relativamente recente, ser demons-
trada pela fraca percentagem de consumidores 
empresariais de energia eléctrica que conhece 
a existência e conteúdo do Regulamento da 
Qualidade de Serviço (RQS), publicado em 
Diário da República de 23 de Junho de 2000.

O Regulamento da Qualidade de Serviço 
estabelece, entre outros aspectos, os padrões 
mínimos de qualidade de serviço a observar no 
fornecimento de energia eléctrica em Portugal 
Continental e a forma de apuramento do va-
lor das respectivas compensações em caso de 
incumprimento dos padrões garantidos. A en-
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trada em vigor deste regulamento ocorreu no 
passado dia 1 de Janeiro, sendo que as dispo-
sições relativas a compensações só se tornarão 
efectivas a partir de 1 de Julho de 2001.

Embora a publicação do Regulamento da 
Qualidade de Serviço seja responsabilidade 
da Direcção Geral de Energia (DGE), a fi s-
calização do seu cumprimento é competência 
atribuída à Entidade Reguladora dos Servi-
ços Energéticos (ERSE). A importância que é 
conferida ao papel que a ERSE desempenha 
no Sector Eléctrico Nacional (SEN) parece 

ser reconhecidamente relevante para os consu-
midores empresarias de energia eléctrica.

Uma maioria substancial das instalações con-
sumidoras de energia eléctrica, abrangidas por 
este Inquérito, considera que o papel da ERSE 
no sector eléctrico é importante (47,9%) ou
mesmo muito importante (42,6%). Este facto, 
aliado ao défi ce de informação que parece existir 
em matéria de qualidade de serviço, parece dar al-
guma razão à iniciativa da ERSE em decidir, com 
a prestimosa cooperação das Associações Em-
presarias, promover a realização deste estudo.

Referências

• Regulamento da Qualidade de Serviço, publicado pelo Despacho n.º 12917 A/2000, de 23 de 
Junho (Diário da República).

• Regulamento de Relações Comerciais, aprovado pelo Despacho n.º 18413 A/2001, publicado 
em Suplemento ao Diário da República n.º 203/01, de 1 de Setembro.

• Anuário Estatístico de Portugal – 1999; Instituto Nacional de Estatística.



CAPÍTULO

PRINCÍPIOS DE REGULAÇÃO ECONÓMICA

II





APLICAÇÃO DE TARIFAS ADITIVAS NO SECTOR ELÉCTRICO

Isabel Apolinário     Nuno Felizardo     Carla Grosa      António Leite Garcia
Paulo Oliveira     Artur Trindade      Jorge Vasconcelos      Pedro Verdelho

Este artigo é um resumo de um estudo elaborado em 2001





81

A criação de um mercado retalhista pressupõe o 
direito de escolha do fornecedor de energia eléctri-
ca e o direito de acesso às redes e de utilização dos 
serviços associados com as actividades reguladas 
exercidas em regime de monopólio. No processo 
de abertura do mercado verifi ca-se a coexistência 
de clientes participantes no mercado, que pagam 
as tarifas reguladas de uso das redes, com clien-
tes elegíveis que ainda não exerceram o direito de 
escolha de fornecedor ou que ainda não são ele-
gíveis e que pagam tarifas reguladas de Venda a 
Clientes Finais (também conhecidas por tarifas 
integrais). Neste contexto importa que as tarifas 
de Venda a Clientes Finais refl ictam por agre-
gado os custos das várias actividades reguladas 
ao longo da cadeia de valor, devendo resultar da 
adição das várias tarifas reguladas das activida-
des do sector eléctrico associadas aos serviços e 
fornecimentos de energia eléctrica efectivamente 
usados pelo consumidor, princípio que se designa 
por aditividade tarifária. 

Neste artigo é apresentada e discutida a meto-
dologia de cálculo de tarifas aditivas de energia 
eléctrica estabelecida no Regulamento Tarifário, 
publicado pela ERSE em Setembro de 2001, 
mostrando de que forma estas refl ectem os custos 
subjacentes e garantem a inexistência de subsidia-
ções cruzadas entre grupos de clientes. 

Palavras-Chave: regulação do sector eléctrico, 
abertura de mercado, tarifas de energia eléctri-
ca, estrutura tarifária, monopólio natural.

A criação de um mercado retalhista pressu-
põe que os clientes possam escolher livremente 

o seu fornecedor ou comercializador de energia 
eléctrica, negociando bilateralmente o preço 
ou adquirindo as suas necessidades de energia 
eléctrica em mercados organizados como as 
bolsas de energia eléctrica.  O direito de esco-
lha do fornecedor de energia eléctrica é acom-
panhado pelo direito de acesso às redes e de 
utilização de serviços associados com algumas 
das actividades reguladas, a que corresponde o 
pagamento de tarifas reguladas, como sejam a 
tarifa de uso das redes ou a tarifa de uso global 
do sistema.

Importa referir que a liberdade de escolha de 
fornecedor tem sido estendida gradualmente a 
todos os clientes. Verifi ca-se assim a coexistên-
cia de clientes participantes no mercado, que 
pagam as tarifas reguladas de uso das redes, 
com clientes elegíveis que ainda não exerceram 
o direito de escolha de fornecedor ou clientes 
que ainda não são elegíveis e que pagam tarifas 
reguladas de Venda a Clientes Finais (também 
conhecidas por tarifas integrais).

Os clientes fi nais ainda não elegíveis para 
participarem no mercado, bem como os clien-
tes elegíveis que ainda não tenham exercido 
esse direito, estão sujeitos à aplicação de uma 
tarifa regulada que agrega todos os custos de 
fornecimento. Estas tarifas reguladas devem 
refl ectir os custos das várias actividades ao 
longo da cadeia de valor. Consequentemente, 
as tarifas a imputar aos vários clientes devem 
resultar da adição dos diferentes componentes 
das tarifas por actividade. Por tarifas aditivas 
entende-se tarifas cujos diferentes termos ta-
rifários (preços) resultam da adição, termo a 

APLICAÇÃO DE TARIFAS ADITIVAS
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termo, dos respectivos termos das tarifas por 
actividade. Se as tarifas por actividade refl ec-
tirem os custos marginais, as tarifas de venda 
a clientes fi nais também os refl ectirão. Resul-
tando que, se as tarifas por actividade são não 
discriminatórias e efi cientes, as tarifas aditivas, 
e só estas, exibem as mesmas propriedades. O 
princípio da aditividade tarifária, com a con-
sequente eliminação de subsidiações cruzadas 
entre os vários grupos de clientes, assume es-
pecial importância num contexto de abertura 
parcial do mercado, onde grande parte dos 
clientes não têm possibilidade legal de escolher 
o seu fornecedor. A aplicação destes princípios 
implica, desde logo, a necessidade de obtenção 
de informação detalhada e precisa tanto do 
lado da oferta como da procura. 

Para cada tarifa regulada devem ser defi nidas 
as variáveis de facturação mais adequadas e as 
respectivas regras de medição, por forma a re-
fl ectir a função custo das várias actividades e 
transmitir sinais efi cientes aos consumidores. 
Além disso as variáveis escolhidas devem per-
mitir a aplicação do princípio da aditividade 
por termo tarifário. 

A defi nição das variáveis de facturação e as 
suas regras de medição deve ter em conside-
ração a tecnologia disponível em aparelhos de 
medida e contagem, bem como a simplicidade 
de facturação exigida pelos clientes. No entan-
to, a simplicidade tarifária exigida pelos clien-
tes não é impeditiva da implementação de um 
sistema tarifário mais efi ciente, uma vez que 
poderá ser obtida a partir  de uma estrutura 
tarifária de base mais complexa (com mais ter-
mos tarifários), por sucessivas agregações de 
termos tarifários.

Importa referir que as variáveis utilizadas 
tradicionalmente nas tarifas de electricidade 
tiveram origem num contexto de integração 
vertical do sector. Não existia a preocupação 
em remunerar separadamente cada activida-
de, nem tão pouco a possibilidade de um con-
sumidor aceder apenas a parte do serviço. A 
existência de consumidores que do sistema 
público só utilizam os serviços associados com 

o acesso às redes, bem como, a necessidade de 
eliminar subsídios cruzados, conduz à neces-
sidade de separação das actividades do sector 
e desagregação, tanto em termos de proveitos 
permitidos, como de tarifas a aplicar aos clien-
tes fi nais, resultando a necessidade eventual de 
serem defi nidas novas variáveis de facturação.

A Entidade Reguladora dos Serviços Energé-
ticos procedeu em Setembro de 2001 à revisão 
do Regulamento Tarifário, aperfeiçoando a 
metodologia de cálculo dos preços das tarifas 
reguladas das actividades do sector eléctrico. 
Estas tarifas apresentam estrutura aderente 
à estrutura dos custos marginais e respeitam 
o princípio da aditividade tarifária. Portugal 
tem hoje um sistema tarifário entre os mais 
modernos, transparentes e efi cientes.

A matéria que seguidamente se apresenta 
tem por base essa experiência adquirida na 
ERSE.

Com o objectivo de enquadrar a metodo-
logia de cálculo das tarifas, caracteriza-se, 
sucintamente, o actual sistema tarifário por-
tuguês1. Prevê-se a existência de fornecimen-
tos a clientes que participam no mercado no 
âmbito do Sistema Eléctrico Não Vinculado 
(SENV) e a clientes que não participam no 
mercado (clientes não elegíveis e clientes ele-
gíveis que não tenham exercido esse direito) 
no âmbito do Sistema Eléctrico de Serviço 
Público (SEP). Os clientes fornecidos em BT2 
não são elegíveis para, livremente, escolherem 
o seu fornecedor. Os clientes abastecidos em 
MT ou tensões superiores são elegíveis, po-
dendo aceder ao estatuto de cliente não vin-
culado e escolher o seu fornecedor.

Na Fig. 1 apresentam-se esquematicamente 
as relações entre as várias tarifas, a sua forma 
de aplicação aos clientes do SEP e do SENV 
e os proveitos a que dizem respeito.

Os proveitos das actividades reguladas são 
recuperados através de tarifas específi cas com 
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2. Caracterização do Sistema Tarifário

2.1 Tarifas e Actividades Reguladas

1 Para uma explicação mais detalhada sobre as diferentes actividades reguladas e tarifas existentes, consultar ERSE. 
Para uma caracterização mais pormenorizada do sector eléctrico consultar ERSE.
2 As siglas utilizadas encontram-se legendadas no fi nal do texto.
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estrutura tarifária própria e caracterizadas 
por um conjunto de variáveis de facturação.

A gestão global do sistema inclui, a operação 
do sistema, os custos com a regulação econó-
mica, o sobrecusto da produção a partir de 
energias renováveis e outros custos de política 
energética. A actividade de transporte de ener-
gia eléctrica inclui o estabelecimento, operação 
e manutenção das redes de transporte.

A actividade regulada de distribuição de 
energia eléctrica corresponde ao planeamento, 
estabelecimento, operação e manutenção das 
redes de distribuição por forma a veicular a 
energia eléctrica dos seus pontos de recepção 
até aos clientes fi nais. A actividade de comer-
cialização de redes inclui, a contratação, leitura, 
facturação e cobrança dos serviços associados 
ao uso de redes e outros serviços regulados. 
Estas actividades são exercidas em regime de 
monopólio.

A actividade de energia e potência inclui os 
encargos de produção de energia eléctrica para 
abastecimento dos clientes do SEP. A acti-
vidade de comercialização no SEP engloba 
as estruturas comerciais de venda de energia 
eléctrica aos clientes do SEP, designadamente, 
a contratação, leitura, facturação e o serviço de 
cobrança de energia eléctrica.

Às entregas a clientes não vinculados são 
aplicadas as tarifas de Uso Global do Siste-
ma, Uso da Rede de Transporte, Uso da Rede 
de Distribuição e Comercialização de Redes, 
que constituem as tarifas de acesso ao sistema 
pagas por todos os clientes.

As tarifas de Venda a Clientes Finais do SEP 
são calculadas de forma aditiva, a partir das 
tarifas por actividade incluídas no acesso ao 
sistema, adicionadas das tarifas reguladas de 
Energia e Potência e de Comercialização no 
SEP.

Figura 1 - Aditividade das tarifas e proveitos a recuperar pelos distribuidores vinculados

APLICAÇÃO DE TARIFAS ADITIVAS

NO SECTOR ELÉCTRICO
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O Quadro 1 ilustra os termos tarifários (vari-
áveis de facturação) de cada tarifa por activi-
dade a aplicar aos fornecimentos a clientes do 
SEP e às entregas a clientes não vinculados.

As tarifas a aplicar pelo distribuidor vincu-
lado aos clientes não vinculados (SENV) são 
por defi nição3 totalmente aditivas (ver Fig. 1), 
sendo determinadas pela soma dos preços das 

tarifas por actividade aplicáveis, convertidas 
nos respectivos níveis de tensão. 

As tarifas de Venda a Clientes Finais do SEP 
também são obtidas de forma aditiva a partir 
das tarifas por actividade aplicáveis.

A aditividade permite evitar subsidiações 
cruzadas entre clientes, na medida em que as 
tarifas que compõem a soma sejam baseadas 
nos custos marginais. Quanto mais próximos 
dos custos marginais estiverem os preços das 
referidas tarifas, mais próximo se estará duma 
afectação efi ciente de recursos promotora da 
maximização do Bem Estar Social.

No entanto, a aditividade não é um princípio 
que se sobreponha a outros, nomeadamente ao 
da clareza, simplicidade e estabilidade tarifária. 
Importa evitar alterações bruscas na factura de 
electricidade dos clientes fi nais, especialmente 
dos pequenos consumidores.

A implementação das regras de conversão, men-
cionadas anteriormente, permite a coexistência 
da simplicidade das tarifas a aplicar aos clientes 
fi nais, com a existência de referenciais tarifários 
mais complexos observáveis a montante.
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2.2 Termos Tarifários das tarifas por actividade

3.1 Tarifas a aplicar a clientes não vinculados  

Quadro 1 - Estrutura geral das tarifas por actividade

3. Aditividade Tarifária

3 As tarifas a aplicar a cada cliente diferem consoante o nível de tensão do fornecimento ERSE (2001)
4 A existência do mecanismo de convergência para tarifas aditivas, adoptado na perspectiva de minorar os impactes nos consumidores decorrentes das 
alterações recentemente introduzidas, originará, transitoriamente, a não verifi cação desta igualdade de preços.

Para os clientes não vinculados é possível 
calcular tarifas que agreguem todas as tarifas 
por actividade no âmbito do SENV. Estas ta-
rifas são determinadas pela adição dos termos 

tarifários das tarifas por actividade aplicáveis 
ao SENV de acordo com o Quadro 2. Neste 
caso o preço a praticar corresponde à soma das 
parcelas que o compõem.

Quadro 2 - Estrutura geral das tarifas reguladas a aplicar aos clientes não vinculados

3.2 Tarifas de Venda a Clientes Finais

As tarifas de Venda a Clientes Finais, rela-
tivas a fornecimentos no âmbito do SEP, são 
também obtidas pela adição dos termos tarifá-
rios das tarifas por actividade aplicáveis a cada 
fornecimento, ver Quadro 3. 

A título de exemplo, o preço de energia activa 
em horas de ponta na tarifa de BTE a aplicar 
a clientes fi nais do SEP, tem por base a agrega-
ção dos preços de energia em horas de ponta 
das tarifas TEP e UGS4. Com base nesta me-
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todologia, é possível verifi car nas tarifas de venda 
a clientes fi nais, quais os componentes que cada 
termo tarifário contém. Assim, cada cliente pode 
saber exactamente quanto é que paga, por exem-
plo, pelo uso da rede de distribuição em MT, e 
em que termos de facturação é que esse valor é 
debitado. Poderá ser dada a possibilidade de de-
sagregação da factura do cliente, mediante sua 
solicitação, pelos vários componentes tarifários 
regulados aplicáveis, por preço médio e por ter-
mo tarifário. 

A Fig. 2 ilustra a aplicação da metodologia aqui 
debatida para cálculo de uma tarifa de MT5 a 
aplicar a clientes fi nais do sistema público. Con-
forme se pode verifi car os vários termos tarifários 
fi nais correspondem à soma de termos das tarifas 
por actividade convertidas, previamente, para os 
diversos níveis de tensão. Se aos valores da fi gura 
forem subtraídos os termos referentes à produ-
ção (TEP) e comercialização no SEP (CSEP) 
obtém-se o valor que um cliente, de iguais carac-
terísticas, pagaria no sistema não vinculado.

Quadro 3 - Estrutura geral das tarifas de Venda a Clientes Finais

5 Por facilidade de exposição simplifi cou-se a representação da tarifa, ignorando os termos de energia reactiva e a discriminação sazonal da energia activa.

APLICAÇÃO DE TARIFAS ADITIVAS
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O conhecimento destes valores, publicados 
anualmente pelo regulador, constitui um in-
centivo à eliminação de subsidiações cruzadas. 
Um determinado cliente (grupo de clientes) 
não irá aceitar pagar mais por um determina-
do serviço caso os custos que causa no sistema, 
refl ectidos na respectiva tarifa por actividade, 
não o justifi quem.

A transparência na formulação de tarifas, que 
é consequência da implementação de um sis-
tema deste tipo, assume especial importância 
para os clientes sem possibilidade de escolher 
o fornecedor. O que os pode tornar, aos olhos 
do monopolista, em clientes com uma menor 
elasticidade procura/preço e alvo preferencial 
de discriminação e fonte de subsidiação de 
outros clientes. Esses sim com capacidade de 
escolher o fornecedor e daí percebidos pelo 
monopolista como elásticos.

A aplicação do sistema tarifário aditivo às ta-
rifas de Venda a Clientes Finais causaria con-
sideráveis impactes na facturação dos clientes. 
Para obviar esta situação houve que proceder 
à implementação da nova estrutura tarifária 
de forma gradual, através da utilização de um 
mecanismo de convergência, estabelecido no 
Regulamento Tarifário. Limitam-se dois tipos 
de impactes, os causados por alterações nas 
variáveis de facturação usadas e os resultantes 
da alteração da estrutura tarifária por forma a 
que esta seja aderente à estrutura dos custos 

marginais por aplicação da nova metodologia 
de cálculo.

A alteração das variáveis de facturação, no-
meadamente a introdução do termo tarifário 
fi xo e a substituição da potência tomada pela 
potência média em horas de ponta, nas tarifas 
de Venda a Clientes Finais em MAT, AT, MT 
e BTE, foi efectuada preservando-se o preço 
médio em cada opção tarifária e, por conse-
guinte, modifi cando-se unicamente a estrutura 
de pagamento interna a cada agregado. Quan-
to à alteração da estrutura tarifária e uma vez 
que esta origina uma variação diferenciada de 
preço por termo tarifário, assumiu-se a sua 
aplicação unicamente quando a variação tari-
fária global é inferior à evolução do índice de 
preços implícito no consumo privado. 

Adicionalmente, impôs-se um limite máximo 
ao acréscimo tarifário por termo de facturação. 
Este mecanismo permite que todos os preços 
iniciem a convergência para as tarifas aditivas. 
Os preços que devem subir têm os aumentos 
limitados pela taxa de infl ação. Os que, para 
convergir, necessitem de descer (ou de subir 
menos) crescerão a uma taxa k que será sem-
pre inferior à variação tarifária. O valor k é de-
terminado de modo a que as tarifas de Venda 
a Clientes Finais a vigorar e as tarifas aditivas 
proporcionem idêntico conjunto de proveitos.

O mecanismo permite a convergência gra-
dual dos preços das tarifas de venda a clientes 
fi nais para a estrutura resultante da aplicação 
do sistema tarifário aditivo, obtendo-se uma 
estrutura tarifária intermédia entre a estrutura 
objectivo e a existente, impondo a recuperação 
do mesmo conjunto de proveitos.
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3.3 Mecanismo de Convergência para tarifas 
aditivas

Figura 2 - Componentes de uma tarifa aditiva para clientes
fi nais de MT

Figura 3 - Convergência gradual para tarifas aditivas no SEP
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Neste artigo apresenta-se a metodologia de 
cálculo de tarifas aditivas de energia eléctri-
ca, estabelecida no Regulamento Tarifário, da 
responsabilidade da Entidade Reguladora dos 
Serviços Energéticos. Esta metodologia per-
mite repercutir a estrutura dos custos margi-
nais na estrutura das tarifas e aplicar de forma 
integral o princípio da aditividade tarifária.

As tarifas reguladas a aplicar a clientes fi nais, 
independentemente do seu modo de relaciona-
mento comercial ou de participação no merca-

do, são obtidas por adição, termo a termo, das 
tarifas por actividade aplicáveis aos respectivos 
fornecimentos.

Com o cálculo de tarifas por actividade que 
refl ictam os custos é possível determinar tari-
fas de venda a clientes fi nais e tarifas de acesso 
que também refl ictam custos.

Desta forma, para além da eliminação de 
subsidiações cruzadas entre clientes, garante-
se a equidade de tratamento entre os clientes 
do sistema eléctrico de serviço público e os 
clientes do sistema eléctrico não vinculado.

4. Conclusões
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Th is paper presents and discusses a methodol-
ogy for the calculation and application of tariff s 
in the electricity sector based on the principle of 
tariff  additivity. Th is principle imposes that the 
prices of the several regulated tariff s, for instance 
the access tariff s paid by all customers for the use 
of the networks, are obtained by the summation 
of the several regulated activity tariff s related with 
the components or services used by each customer 
along the value chain of the electricity sector. It is 
shown how such tariff s can refl ect costs and as-
sure the absence of cross subsidies between clients. 
Th e methodology presented was adopted in the 
Portuguese Tariff  Code for electricity by the Por-
tuguese Energy Regulator (ERSE), being applied 
since 2002. Th e work presented in this article 
refl ects the experience acquired by ERSE during 
the preparation, discussion and implementation 
of this additive tariff  system.

Index Terms: power system economics, elec-
tricity pricing, electricity tariff s, grid access 
tariff s.

Th e creation of a retail market for electric-
ity imposes two basic premises: (i) the right to 
purchase electricity from the supplier of the 
customer’s choice; (ii) the right of access, by 
all economic agents including consumers, sup-
pliers and generators of electricity, to the pub-
lic networks and associated services, that are 
natural monopolies and subject to economic 
regulation.

In the process of gradual market opening dif-
ferent situations can coexist. Some customers 

are eligible and made the decision of leaving the 
incumbent supplier paying the regulated tar-
iff s to access the public networks and negotiate 
freely the price of energy they purchase. Oth-
ers, although being eligible, opt not to leave the 
incumbent supplier and pay a regulated tariff  
designed to account for all the costs of energy 
supply, including generation, networks, system 
services and retailing. Th is tariff  is established 
by the regulatory authorities, being a regulated 
tariff  applicable to the incumbent supplier 
customers also called integral tariff .

In the primary stages of liberalization, some 
clients stay ineligible to choose their supplier 
and remain bind to the incumbent, paying the 
integral tariff . Th ese customers are typically the 
smaller ones that are connected to the lower 
voltage levels.

In such framework is of fundamental impor-
tance that the integral tariff s, paid by the in-
cumbent supplier customers, refl ect clearly the 
costs of the several regulated activities along the 
value chain of the electricity sector, imputable 
to each consumer. Th is means that the prices of 
the integral tariff s and the tariff ’s pricing vari-
ables should be determined in order to allow for 
the transmission of such signals. At the same 
time they should be compatible with the tariff s 
published for each regulated activity, namely the 
transmission and distribution use tariff s.

Th e principle of calculating every price, of each 
integral tariff , based directly on the prices of the 
regulated activity tariff s along the value chain of 
the electricity sector, from generation to retail, 
is also designated by tariff  additivity.

ADDITIVE TARIFFS 
IN THE ELECTRICITY SECTOR 
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Abstract

1. Introduction
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In order to understand the methodology for 
tariff  calculation is useful to take a brief look at 
the Portuguese regulatory framework [3].

Since its creation, ERSE has the responsibili-
ty of determining and publishing the following 
tariff s: (i) Grid Access Tariff s applied by the 
transmission and distribution system opera-
tors to grid users; (ii) End-User Tariff s applied 
by the regulated supplier to customers using 
the Public Service Electricity System (SEP).

Th e methodology used for calculating these 
tariff s is previously determined and published 
on the Tariff  Code—a regulatory instrument 
approved by ERSE according to the law. In ad-
dition to the detailed tariff  calculation meth-
odology aimed to recover the revenues associ-
ated with each regulated activity, these Codes 
establish the procedure for determining the 
allowed revenues to each regulated activity 
and for defi ning eligible costs, as well as the 
respective models of regulation and the infor-
mation that must be provided by the regulated 
entities. Th ese Codes also establish the proce-
dures and timetable for determining electricity 
tariff s and prices on annual basis. 

Public hearings must be held before the ap-
proval of Tariff  Code, as well as any review of 
their rules.

In the framework of the yearly process of 
establishing tariff s, the regulated companies 
must send to ERSE every year, up to May 1, 
the physical and accounting data of the pre-
vious year and, up to June 15, estimates re-
garding the current year and forecasts for the 
next. Based on this information, and possible 
additional clarifi cations, ERSE drafts a Tariff  
proposal that is duly explained to the Tariff s 
Council up to October 15. Th e Tariff s Coun-
cil, a body composed of representatives from 
the various stakeholders in the sector—in-
cluding consumers and companies, makes an 
appraisal of ERSE’s proposal and gives advice 
up to November 15. Based on such advice, up 
to December 15 ERSE publishes the tariff s 

that will apply during the coming year, as from 
January 1. 

Th e existing Portuguese tariff  system an-
ticipates the existence of customers that can 
either choose a supplier in the Non-Bind-
ing Electricity System’s (SENV) market, or 
prefer to be supplied by a regulated supplier 
linked to the Public Service Electricity Sys-
tem (SEP). Although legally speaking all cus-
tomers have the right to freely exercise their 
right to choose suppliers since August 2004, 
in practice—essentially due to technical rea-
sons—only low voltage customers with con-
tracted power higher than 41,4 kW (SpLV) 
and those supplied in Medium Voltage (MV) 
or higher voltages can choose suppliers other 
than the regulated supplier. It is expected that 
during 2006 the required information systems 
are implemented, so as to enable all electric-
ity customers to exercise their right to choose 
supplier. 

Th e unbundling of the several regulated ac-
tivities was imposed. Income from regulated 
activities is recovered by way of specifi c tar-
iff s—each with its own structure, character-
ized by a given number of billing variables. 

Tariff  prices in each activity are determined 
in a way that enables: (i) its structure to match 
the structure of marginal or incremental costs, 
and (ii) the allowed revenues to be recovered 
for every activity. 

Tariff  application and billing are based on the 
principle of non-discrimination on the fi nal 
energy use, all tariff  options being available to 
all consumers.

Th e scheme presented in Fig.1 shows the 
relations between the several regulated activi-
ties, its allowed revenues and correspondent 
tariff s.

Th e Global Use of System tariff  makes it 
possible to recover the income from the Sys-
tem’s Global Management activity, which in-
cludes system’s operation, costs related to eco-
nomic regulation, the overcost associated with 
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generation from renewable energy sources and 
other energy policy costs. 

Th e Transmission Use of System tariff  
makes it possible to recover the income from 
the Electricity Transmission activity—which 
includes setting up, operating and maintaining 
transmission systems.

Th ese two activities are realized by the Trans-
mission System Operator (TSO).

High-Voltage (HV) and Medium-Voltage 
(MV) Distribution Grid Use of System tariff s 
make it possible to recover the income from 
the regulated activity of Electricity Distribu-
tion in HV and MV—which include plan-
ning, setting up, operating and maintaining 
distribution systems, so as to convey electricity 
from its reception points to the fi nal custom-
ers. Likewise the LV Distribution Use of Sys-
tem tariff  makes it possible to recover income 
from the regulated activity of LV Electricity 
Distribution. 

Th e Network Commercial Management 
tariff  makes it possible to recover income 
from the network commercial management 
activity—which includes, among others, the 
metering, billing and settlement of services 
associated with grid use and other regulated 
services. 

Th ese activities of electricity distribution and 
network commercial management are realized 
by the Distribution System Operator (DSO).

Th e above mentioned activities are conduct-
ed on monopoly basis, being associated with 
infrastructure use and global system’s manage-
ment.

Th e referred to activity tariff s are paid by all 
the consumers for the use of the networks. 
Th e grid access tariff s paid by all electricity 
users include the tariff s charged for Global 
Use of System, Transmission Use of System, 
Distribution Use of System and Network 
Commercial Management. Non-binding cus-
tomers who selected their supplier operating 
in the market pay their regulated grid access 
tariff s and freely bargain their energy prices 
with their supplier.

Th e Portuguese electrical sector legislation 
establishes the existence of a regulated sup-
plier. Th is regulated supplier is the incumbent 
one that has several public service obligations 
and also universal service obligations being the 
last resource provider. Two regulated activi-
ties are performed by this regulated supplier: 
(i) the Electricity Acquisition activity; and (ii) 
the Commercial Management activity within 
SEP.

Th e Energy & Capacity tariff  (TEP) makes 
it possible to recover the allowed income from 
the regulated activity of Electricity Acquisi-
tion—which includes energy acquisition costs 
incurred for supplying the SEP customers.

Th e SEP Supply tariff  makes it possible to 
recover the allowed income from the regulated 
activity of Commercial Management within 
SEP—which includes the commercial struc-
tures of electricity sale to the binding custom-
ers (namely billing). 

Calculation of End-User tariff s of SEP Bind-
ing Customers, applied by the regulated sup-
plier, is based on the activity tariff s included 
in the grids’ access, plus the regulated Energy 
& Capacity and Supply tariff s in the SEP. Th e 
End-User tariff s of the regulated supplier are 
also known as Integral tariff s.

Other suppliers in the market are free to con-
duct these two activities, which in their case 
are not subject to regulation. 

Despite the approval in 2003 of the Europe-
an Directive on the internal market in electric-

Figure 1 - Regulated activities and tariffs in the Portuguese 
electrical sector.

ADDITIVE TARIFFS 
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ity, a strong integration is observed yet in sev-
eral electrical sectors, that a few years ago were 
totally vertical and horizontal integrated. It is 
important to refer that the ownership unbun-
dling was already applied to the TSO activi-
ties. However the DSO remains in the same 
company of the incumbent supplier. Due to 
that the unbundling of accounts between dis-
tribution activities and electricity acquisition 
and retail activities was imposed.

It is also important to note that a strong con-
centration is observed in the generation sector 
in Portugal. Th is strong concentration is also 
observed in the Iberian market. Additionally 
it cannot be ignored that the electricity market 
opening is very recent. Consumers, namely the 
low voltage ones do not have any experience 
in choosing there supplier. Also wide asym-
metries of knowledge and information are ob-
served due to lack of information.

Prices of access tariff s for each billing variable 
are determined by adding the corresponding 
prices of tariff s per activity applicable to that 
supply. Th is methodology for calculating ac-
cess tariff s is presented in a simplifi ed manner 
in Fig. 2, under the name Tariff  Additivity.

Likewise, the prices of End-User tariff s prac-
ticed by the regulated supplier are determined, 
for each billing variable, by adding the corre-
sponding prices of access tariff s, applicable to 
that supply, to the prices of the SEP Energy & 
Capacity tariff  and of the SEP Supply tariff . 
Th is methodology for calculating the End-

User tariff s is presented in a simplifi ed version 
on Fig. 3. With the objective of limiting the 
impacts on the invoices of each SEP customer, 
a transitional mechanism has been established 
that makes it possible to gradually apply tariff  
additivity for calculating End-User tariff s.

If tariff s that compose the addition are based 
on marginal costs, it is possible to avoid inter-
customer cross-subsidization. Th e closer those 
tariff  prices are to marginal costs, the closer we 
will get to an effi  cient resource allocation that 
promotes wellbeing maximization. 

Likewise by applying the principle of tariff  
additivity to the End-User tariff  of the regu-
lated supplier, we assure that there is no cross-
subsidization between the binding custom-
ers and the non-binding customers. We thus 
ensure that there is no discrimination in the 
access to electricity grids by all customers, ir-
respective of their supplier. 

Th is tariff  calculation methodology makes 
it possible to have a detailed knowledge of all 
tariff  components by activity or service. Th us 
customers may know exactly how much they 
pay, for example, for using the MV distribu-
tion system and how is that value considered 
in terms of billing. Upon request, customers 
may receive a breakdown of their electricity 
bill by each applicable regulated tariff  compo-
nent, by average price and by tariff  term. Th is 
possibility is laid down in the electricity sector 
codes currently in force. 

It should be noted that tariff s are charged 
by delivery point. Th eir prices, if necessary, 
are converted into diff erent voltage levels – by 
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Figure 2 -Tariff additivity methodology for calculating access 
tariffs.

B. Application of tariff additivity
Figure 3 -Tariff addivitity applied by the regulated supplier 
to calculate Sale-to-Final-Customer tariffs.
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applying loss adjustment factors. When the 
metering equipment does not make it possible 
to directly apply the billing variables of activ-
ity-specifi c tariff s, then prices to be applied to 
the metered variables are calculated, based on 
typical consumption profi les of each tariff  op-
tion. 

Implementing a system of this kind results in 
transparent tariff  defi nition, which is particu-
larly important for customers who have not 
the ability to choose their supplier—especially 
those with less information. In the context 
of a non-regulated monopoly, these custom-
ers with less demand/price fl exibility are the 
most vulnerable target of discrimination and 
become a means to subsidize other customers 
that are more informed and have the ability to 
choose suppliers.

Tariff s have several price variables that diff er 
from tariff  to tariff . Th e choice and defi nition 
of those variables is extremely important in 
order to successfully implement an effi  cient 
tariff  structure. Th e tariff  variables should be 
selected to refl ect appropriately the costs of 
each regulated activity. 

Th e tariff  variables used in the Portuguese 
tariff  system are:

(i) A Fix Term that is applied by costumer, 
per month, which is used in the commerciali-
zation and supply tariff s and also in the inte-
gral tariff s and is related with the costs of me-
tering, billing and contracting.

(ii) Th e Contracted Power disposable to 
the clients in contractual terms. For very high 
voltage (VHV), high voltage (HV), medium 
voltage (MV) and low voltage with contract-
ed power higher than 41,4 kW (Special Low 
Voltage - SpLV) is the maximum average ac-
tive power in kW, in any uninterrupted period 
of 15 minutes. For low voltage with contracted 
power lower than 41,4 kVA (Standard Low 
Voltage - StLV) is the apparent power in 
kVA.

(iii) Th e Average Peak Power that is the ra-

tio between peak hour active energy and the 
number of peak hours.

(iv) Th e Peak Hours Active Energy that is 
the energy consumed in the peak hours time 
period.

(v) Th e Partial Peak Hours Active Energy 
that is the energy consumed in the partial peak 
hours time period.

(vi) Th e Off -Peak Hours Active Energy that 
is the energy consumed in the normal off -peak 
hours time period.

(vii) Th e Super Off -Peak Hours Active En-
ergy that is the energy consumed in the super 
off -peak hours time period.

(viii) Th e Reactive Energy Supplied that is 
the reactive energy supplied which exceeds 
40% of the active energy, in peak and partial 
peak hours.

(ix) Th e Reactive Energy Received that is the 
reactive energy received in off -peak hours.

Every existent tariff  (activity tariff s, access 
tariff s and integral tariff s) can be applied using 
some or all of these variables.

For every activity tariff  the variables are de-
fi ned to refl ect the marginal or incremental 
costs eff ectively caused by the consumer and 
measured by the variable in question. Th e 
price structure of every tariff  is based on mar-
ginal costs and then scaled so that the level of 
allowed revenues in each activity is obtained. 
Th e allowed revenues for each activity are de-
termined independently of this process, and 
diff er by activity (price cap, revenue cap, rate 
of return, standard costs among other forms 
of allowed revenue regulation used). In every 
activity the relation between marginal costs 
and revenues, in each activity, is given by the 
scale factor.

When applied to consumers every price re-
fl ects specifi c costs. Th e prices of energy for 
peak hour and partial peak hour refl ect the 
marginal costs of energy generation and a 
part of the generation capacity costs that is 
attributed to active energy. Th ese margin-
al costs are determined using the program 
VALOR-AGUA, through a simulation of 

3. Tariff variables
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the response of the several generation plants 
to satisfy a foreseeable value of demand. Th e 
program includes non-linear programming to 
optimize hydro-electric plants considering dif-
ferent weather scenarios and it returns energy 
marginal costs for time-of-the-day periods. In 
terms of energy and power costs only peak and 
partial peak values are scaled to meet allowed 
revenues, all off -peak prices are unscaled and 
therefore equal to marginal costs [4].

Th e use of Average Peak Power as a tariff  
variable allows for payments to be sensible to 
the costs with the more central branches of the 
networks. Central branches are used by a large 
number of consumers and, due to the weak 
synchronism shown by 15 minutes peak of 
every individual consumer, one can admit that 
the behavior of an individual consumer only af-
fects the more central branches of the network 
in the proportion of the average power during 
peak hours and not in proportion of the maxi-
mum peak of the month (or year) during 15 
minutes. Th erefore it is more adequate to use 
average peak power than maximum 15 min-
utes peak power of the year to signal consum-
ers regarding the costs of central branches of 
the distribution networks. Th e prices should 
be aligned with the incremental costs caused 
in the network by one additional unit of aver-
age peak power, by voltage level. Th is variable, 
and for the same reasons, is also used in the 
Transmission Network Use of System tariff  
and in the capacity parcel of the Energy and 
Power tariff .

Branches in the network periphery are shared 
by a smaller number of consumers. Hence the 
individual peak of each consumer has an im-
pact on the costs of these parts of the network. 
To capture such eff ect it is more appropriate 
to use the maximum demand of each con-
sumer, in a 15 minutes period, as price vari-
able. Th e price is calculated considering incre-
mental costs for the diff erent type of networks 
and voltage level. Each consumer only pays 
for maximum 15 minutes peak power to the 
network he is connected, and according to the 

voltage level.
Prices of reactive energy are determined to 

give incentive to local reactive power compen-
sation. Because it is a local phenomenon, spe-
cifi c to that grid, reactive energy is only billed 
to the consumer regarding the network and 
voltage level of connection. It is more rational 
to compensate for reactive energy locally, in 
the consumer facilities, than in a centralized 
manner in the transmission or distribution 
substations. 

Commercialization and supply costs, that 
include metering, reading, billing and related 
functions, only vary with the type of con-
sumer. Th erefore the variable used to transmit 
these costs to the market is a fi xed charge per 
costumer, per month, in accordance with the 
voltage level of connection and other similar 
contractual characteristics of the costumer.

For each regulated activity the allowed rev-
enues are defi ned. Several regulation methods 
can be applied. 

In Portugal, for the TSO activities the rev-
enues are established by a rate of return reg-
ulation method. Th e operational costs are 
accepted on annual basis and the capital is re-
munerated by rate of return.

Th e electricity distribution activities are regu-
lated by a price-cap method. Th e revenues for 
each year of a regulatory period are obtained by 
a fi xed component plus a variable component de-
pendent of supplied energy. Th e fi xed and vari-
able components are established for a regulatory 
period, taking into account the evolution of the 
activity costs and the potential increase in eco-
nomic effi  ciency.

For the commercial management activities a 
revenue cap regulation is applied in annual basis. 
Th us the revenues are contracted for each year. 

Knowing the allowed revenues for a defi ned 
activity the prices of the tariff  are calculated so 
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that there products by the predicted quantities 
for that year equal the allowed revenues. As 
already mentioned the tariff  variables should 
be selected to refl ect appropriately the costs of 
each regulated activity. Th e predicted quanti-
ties for each tariff  variable have to be defi ned 
at the output of the activity. Th is means that 
the quantities that are measured in the clients 
delivery points have to be estimated in the 
activity output frontier, and so have to be es-
timated in upper voltage levels. Th is is done 
applying to the physical quantities, measured 
in the consumers facilities, loss adjustment 
factors for each network, voltage level and time 
period published by ERSE. Th is methodology 
is presented in (1) for the case of the Global 
Use of System tariff . Th e price variables of this 
tariff  are measured energy by time period. Th e 
output frontier of this tariff  coincides with the 
transmission network output at 60kV.

With, n - voltage level (n=HV, MV and 
LV); j - voltage level ( j≤n); i - Tariff  options 
in a defi ned voltage level; h - time periods 
(Peak Hours, Partial Peak Hours, Normal 
Off -peak Hours, Super Off -peak Hours) 
  Where  t,

~
GUS
R   represent the revenues of the 

Global Use of System activity for year t; tVHV
Wh ,               

- energy supplied to VHV clients in time pe-
riod h; tni

Wh
,

  energy supplied to voltage n cli-
ents in time period h; GUS

t
TWh   - energy price 

of the Global Use of System tariff  for the time 
period h; 

h

HVVHV /
 - loss adjustment factor 

between VHV and HV transformation; 
h
j   

- loss adjustment factor in voltage level j for the 
time period h.

In order to promote economic effi  ciency the 
tariff  prices should be equal to the respective 
marginal or incremental associated cost. How-
ever with prices equal to the respective mar-
ginal costs the allowed revenues may not be 
recovered.

Due to that the marginal or incremental 
costs have to be scaled. If the scaling factors 
are small then a multiplicative scaling should 
be applied so that the marginal cost structure 
is preserved equation (2).

PmgXKxTX t =                                      (2)
Where TX t is the price of variable X, Kx is 

the multiplicative scaling factor of variable X 
and PmgX is the marginal cost of variable X.

If the elasticity’s of the several price variables 
are known then it is preferable to apply diff er-
ent scaling factors for each price variable. Th e 
scaling factors for each price variable should 
be proportional to the inverse of the elastic-
ity leading to effi  cient resource allocation that 
promotes wellbeing maximization.

For higher scaling factors other solutions 
should be adopted namely the application of 
additive scaling. In this case the price diff er-
ences coincide with the marginal costs diff er-
ences.

PmgXATX t +=                                            (3)
Where A is the additive scaling factor.

To allow for the application of tariff  additiv-
ity every activity tariff  must be converted to 
the referential of the consumer who is paying 
it. Th e prices must be calculated considering 
again the physical quantities measured in the 
consumers facilities, so that the application of 
such prices to the quantities in question, for 
all the variables, results in the allowed rev-
enues previously established. Th e conversion 
is needed in particular for energy and power 
quantities in diff erent voltage levels and it is 
done using again the loss adjustment factors 
for each network, voltage level and time period 
published by ERSE.

When a price is calculated for a variable in a 
superior voltage level it can be converted to a 
lower voltage level by application of the cor-
respondent loss factor. Also by applying an 
adequate loss factor to energy measured in 
the consumer meter in a lower voltage level it 
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B. Activity tariff conversion to the various 
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should be possible to obtain the quantity in 
the original referential at a higher voltage level. 
Th e price and quantities conversions are done 
in a way that the same revenues are obtained 
whether multiplying prices and quantities at 
the level of consumption or at the level of gen-
eration.

Additionally another type of conversion is 
necessary. It’s the conversion from complex 
tariff s with several variables to simpler tariff s 
with just some few tariff  variables for appli-
cation to smaller clients. Th ese conversions 
are made using load profi les for each tariff  
category and the conversion occurs in a way 
that the amount of revenue recovered by vari-
able is not aff ected.

Table 1 illustrates the conversion of the 
Global Use of System tariff  to the several 
voltage levels VHV, HV, MV and low volt-
age level tariff  options of three, two or one 
time period. Th is tariff  presents a unique en-
ergy price at the VHV level of the transmis-
sion network. As it can be seen this price in-
creases for lower voltage levels. Th is increase 
is also higher for peak time periods than off -
peak time periods due to the values of loss 
factors.

Fig. 4 illustrates a more complex case related 
to the conversion of the Energy & Capacity 
tariff  to be applied to binding consumers in 
LV. Th is tariff  presents four diff erent energy 
prices for each time period and also an av-
erage peak power price. Fig. 4a presents the 
conversion of the tariff  to a low voltage level 
tariff  with also four diff erent energy prices 
for each time period and also an average peak 
power price. Th e tariff  prices are converted 
from the VHV level of the transmission net-
work to the voltage levels of the consumers 
in three steps, fi rst to the HV level, second 
to the MV level and then to the LV level, by 
applying the loss adjustment factors. Again 
as it can be seen in Fig. 4a, the lower the volt-
age level the higher are the prices. Also it can 
be seen that for higher demand time periods 
higher prices increases are applied. 

Fig. 4b shows the conversion of the low 
voltage Energy & Capacity tariff  with fi ve 
prices presented in Fig. 4a to a simplifi ed two 
time period LV tariff  applicable to small LV 
consumers. Th is two time period LV tariff  
presents only two prices of energy (on broad 
peak hours and off -peak hours) and a price of 
contracted power. Th us the energy prices on 
peak hours and partial peak hours and the av-
erage peak power price are all converted to a 
broad peak hours energy price. Also the ener-
gy prices on off -peak and super off -peak hours 
are both converted to a larger off -peak hours 
energy price.

Th e use of load profi les to obtain simplifi ed 
tariff s might create some distortions between 
consumers in the same tariff . Nevertheless it 
is believed that such small ineffi  ciency is ac-
cepted when compared with the costs of im-
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 ACTIVITY TARIFF CONVERSION TO THE VARIOUS VOLTAGE LEVELS

(b) Energy & Capacity tariff conversion to a 2 time period LV 
tariff
Figure 4 - Energy & Capacity tariff conversion to a 2 time 
periods LV tariff
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plementing more sophisticated metering to 
smaller consumers, which maybe hardly eco-
nomically justifi able. Th e converted tariff s 
to the diff erent levels of application are pub-
lished by ERSE in a justifi ed way. Th erefore 
every consumer might know in advance what 
is included in every price variable he pays. Th is 
is valid both for Grid Access tariff s and SEP 
Binding End User tariff s.

Th e Grid Access tariff  is paid by all consum-
ers for the use of the networks. Th is tariff  var-
ies by voltage level and is determined by addi-
tion of the relevant activity tariff s. 

Table 2 present prices to be paid for grid 
access in HV, SpLV and StLV voltage lev-
els. Th e HV grid access tariff  presents a four 
time period energy diff erentiation. Th e SpLV 
grid access tariff  presents a three time period 
energy diff erentiation. Th e StLV grid access 
tariff  chosen is applied for customers with a 
contracted power lower than 20,7kVA, and 
presents two active-energy prices diff erentiat-
ed by day/night period (two-rate time-of-day 
tariff ). Prices have been unbundled by tariff  of 
each activity (Global Use of System, Transmis-
sion Use of System, Distribution Use of Sys-
tem and Network Commercial Management) 
and billing variable (Fixed term, Contracted 
Power, Average Peak Power, Active Energy 
and Reactive Energy).

Prices of grid access tariff s in each voltage 
level are determined by adding up, for each 
billing variable, the tariff  prices by activity con-
verted into the voltage level of energy delivery. 
For example, the peak power price of the grid 
access tariff  in SpLV is determined by adding 
up the peak power prices of the following tar-
iff s, i.e. HV Transmission Use of System, HV 
Distribution Use of System, MV Distribution 
Use of System and LV Distribution Use of 
System.

Th e grid access tariff s presented in the above 
tables are applied to three types of consum-

ers Dc, Ib and Ig with the consumption pro-
fi les established in table 5. Th e Ig consumer is 
a industrial consumer connected to the high 
voltage distribution network, Ib is a small in-
dustrial consumer connected to the low volt-
age network (SpLV) and Dc is a household 
consumer (StLV).

Th e average prices paid by Dc, Ib and Ig type 
consumers for grid access are presented in Fig. 
5. Th e values indicated herein do not include 
the Value Added Tax (VAT), at the legal rate 
of 5 percent currently in force.

5. Examples of application of tariff additivity

A. Additive access tariffs

TABLE 2 

TABLE 5 
Characterization of Dc, Ib and Ig Type Consumers

Figure 5 - Average prices paid by Dc, Ib and Ig type consu-
mers for the Grid Access tariffs.

ADDITIVE TARIFFS 
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Fig. 5 shows that each consumer pays only 
the infrastructures or services really used. 
Also it can be noted that Ib type consumers, 
although using a contracted demand power 
that is higher than Dc type consumers, pay a 
higher average price than the latter for their 
grid access. Th is situation is due to the fact 
that Ib type consumers, contrary to Dc type 
consumers, do not use electricity in off  peak 
hours. Th e average price of the former is thus 
higher namely due to the payments of the 
distribution use of system tariff s.

The integral tariffs, applicable to binding 
consumers by the regulated supplier, are 
also obtained by addition of the relevant 
activity tariffs, following the same proce-
dure described for the grid access tariffs. 

Table 3 presents the SEP integral tariffs 
for HV, SpLV and StLV, applicable to the 
three types of consumers referred Dc, Ib 
and Ig. The SEP integral tariffs present the 
same differentiation as the correspondent 
grid access tariffs shown in table 2. Prices 
have been unbundled by Grid Access tariff 
and the activity tariffs of the regulated sup-
plier: (i) SEP Energy and Capacity tariff 
and (ii) SEP Supply tariff. Prices of SEP 
integral tariffs in each voltage level are also 
determined by adding up, for each billing 
variable, the tariff prices by activity con-
verted into the voltage level of energy de-
livery.

Fig. 6 shows the average prices paid by Dc, 
Ib and Ig type consumers for the regulated 
supplier End-User tariffs. These average 
prices are determined by applying the tar-
iffs shown in table 6 to the consumption 
profiles established for the Dc, Ib and Ig 
type consumers shown in Table 5. In this 
figure, the average price of each customer is 
broken down into the following parcels: (i) 
Grid Access tariff presented in Fig. 5, (ii) 
SEP Energy and Capacity tariff and (iii) 
SEP Supply tariff.

Th e described methodology allows for 
everyone to know in detail the components 
of every price in terms of the activity serv-
ices they correspond. For example every con-
sumer can see exactly how much he is paying 
for the use of the MV distribution network.  
Furthermore, it is possible to identify in what 
price variable that amount is being billed. 
Th e Tariff  Code allows for consumers who 
express this wish to request a detailed invoice 
from the retailer. Such feature can be very 
useful when comparing the integral tariff , 
from the incumbent, with other tariff s pro-
posed in the market. Th e consumer can easily 
identify what part of his bill is for the pay-
ment of regulated tariff s (access) that have 
to be paid whatever the supplier and the re-
maining of the bill that contains the activities 
that are open to competition, energy genera-
tion and retailing. Another advantage of the 
methodology is to identify, determine and ex-
plain the diff erences between energy prices in 
the various time-of-the-day periods. Namely, 
by depicting how the consumption of energy 
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TABLE 3
 

Figure 6 - Average prices paid by Dc, Ib and Ig type consu-
mers for the regulated supplier End-User tariffs.

B. Additive integral tariffs
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in diff erent time periods can cause diff erent 
costs to the system, thus orienting consumers’ 
decisions and economic rationality.

Th e mere publication of these values is an 
incentive to eliminate cross subsidies be-
tween consumers. An informed costumer, or 
group of costumers, would not accept to pay 
more for a certain service if the costs he cause 
in the system, given by the respective activity 
tariff , do not justify it.

Transparency in the formulation of end us-
ers tariff s, that is a consequence of this type 
of system, is of particular importance for the 
consumers that do not have the opportunity 
to choose their supplier, and especially for 
those who have less access to information. In 
a context of non regulated monopoly, or when 
strong market power exists, these consumers 
that typically exhibit a lower price elasticity 
of demand are preferential target for discrim-
ination and a source of cross subsidization 
to other costumers, better informed and/or 
with the possibility to freely choose supplier.

In this paper we present the tariff  calculation 
methodology established in the Portuguese 

Tariff  Code for electricity and of ERSE’s re-
sponsibility. 

Allowed revenues are determined separate-
ly for every regulated activity, assuring that 
there are no cross subsidies between activi-
ties. Additionally, the application of the tariff  
additivity principle assures the inexistence of 
cross subsidies between consumers. Regulat-
ed tariff s applicable to end users of electricity 
are determined by summation, variable by 
variable, of the diff erent activity tariff s in ac-
cordance with the services the costumer uses 
and in the proportion of that use.

Th e corollary is that if the diff erent activ-
ity tariff s are cost refl ective and promote 
effi  ciency in resource allocation, the tariff s 
applicable to consumers (access tariff s or 
integral tariff s) will also refl ect costs in the 
same manner. Th erefore, besides economic 
effi  ciency, equity between non binding sys-
tem consumers and binding system consum-
ers is promoted. 

Th e examples presented in the article in-
tend to show how additive tariff s refl ect costs 
giving adequate economic price signals for 
the rational use of the networks and electric 
energy consumption.

6. Conclusion
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A criação de um mercado concorrencial de 
electricidade exige a separação das várias ac-
tividades do sector eléctrico, que habitualmente 
se encontravam horizontalmente e vertical-
mente integradas. As actividades exercidas em 
regime de monopólio são sujeitas à regulação 
de proveitos e preços estabelecendo-se tarifas 
reguladas por actividade. Tendo em vista a 
maximização do bem estar social, a estrutura 
dos preços das tarifas reguladas por activida-
de deve ser definida a partir da estrutura dos 
respectivos custos marginais. O equilíbrio eco-
nómico-financeiro das empresas reguladas é 
assegurado através do escalamento dos custos 
marginais, de forma a serem obtidos proveitos 
permitidos, que correspondem aos custos mé-
dios aceites pela regulação.

Neste artigo é apresentada e discutida a 
metodologia de cálculo de tarifas de energia 
eléctrica por actividade regulada, estabeleci-
da no Regulamento Tarifário, que garante a 
aderência da estrutura das tarifas à estrutura 
dos custos marginais e assegura o equilíbrio 
económico-financeiro das empresas reguladas.
Palavras-Chave: regulação do sector eléctrico, 
abertura de mercado, tarifas de energia eléctri-
ca, estrutura tarifária, custos marginais.

A determinação de tarifas no sector eléctrico1 
deve obedecer aos seguintes princípios: igual-
dade de tratamento e de oportunidades; trans-
parência e simplicidade, na sua formulação e 
fi xação, e efi ciência económica na afectação de 
recursos. A efi ciência na afectação de recursos 

visa atingir a maximização do bem estar social 
o que implica, para além da tradicional procu-
ra de eliminação de subsidiações cruzadas en-
tre actividades, evidenciada pela desintegração 
vertical do sector eléctrico, a garantia da não 
existência de subsídios cruzados entre clien-
tes, em particular, entre clientes elegíveis com 
possibilidade de escolherem o seu fornecedor e 
clientes ainda não elegíveis.

Tradicionalmente, a teoria económica aponta 
como solução para este problema a determi-
nação de tarifas com preços iguais aos custos 
marginais2. É conhecido que a solução que 
maximiza o bem estar social iguala os preços 
aos respectivos custos marginais. Em merca-
dos concorrenciais este ponto coincide com os 
custos médios. Em mercados monopolistas, ti-
picamente, este ponto poderá diferir do custo 
médio. Neste sentido, o equilibrio económico 
fi nanceiro das empresas reguladas exercendo 
actividades em regime de monopólio (tipica-
mente imposto pelo enquadramento regula-
tório3) torna necessário o escalamento4 dos 
custos marginais de forma a serem obtidos 
proveitos permitidos, que correspondem aos 
custos médios (totais) aceites pelo regulador.

A criação de um mercado concorrencial de 
electricidade exige a separação das várias acti-
vidades do sector eléctrico, que habitualmente 
se encontravam horizontalmente e vertical-
mente integradas. Distinguem-se actividades 
exercidas em regime de monopólio, como se-
jam o transporte, a distribuição e a operação do 
sistema, de actividades abertas à concorrência, 
como sejam a produção e a comercialização. A 

CÁLCULO DE TARIFAS POR ACTIVIDADE 
NO SECTOR ELÉCTRICO
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1. Introdução

1 Este artigo visa o sector eléctrico, no entanto, grande parte dos princípios orientadores e metodologia de cálculo aqui apresentados podem ser trans-
postos para outros sectores, nomeadamente para as “indústrias de redes”. 2 Como resumo da aplicação dos conceitos de teoria da regulação económica 
de monopólios, num contexto multiprodutos, para determinação de tarifas nos mercados do Gás, Electricidade e Telecomunicações, ver Armstrong et 
al.(1994). 3 E resultado das condições de maximização do bem estar considerando que o custo social total de suportar o prejuízo da empresa regulada via 
impostos será sempre superior. 4 O conceito de escalamento é discutido no ponto 2.
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separação contabilística das actividades pro-
move a transparência do sistema, assegurando 
a inexistência de subsídios cruzados entre acti-
vidades. A credibilidade e a efi ciência do siste-
ma eléctrico aumentam com a separação legal 
e de propriedade entre empresas que exercem 
actividades em regime de monopólio, por um 
lado, e empresas que exercem actividades libe-
ralizadas, por outro lado.

Nas actividades exercidas em regime de 
monopólio as autoridades reguladoras esta-
belecem para cada uma delas os proveitos ou 
preços permitidos e as correspondentes tarifas 
reguladas.

Em 1998, a publicação do Regulamento Ta-
rifário, da responsabilidade da Entidade Re-
guladora dos Serviços Energéticos (ERSE), na 
altura designada por Entidade Reguladora do 
Sector Eléctrico, estabeleceu a referida separa-
ção de actividades. Para cada actividade, foram 
defi nidos os proveitos permitidos e as respec-
tivas tarifas reguladas, assegurando-se assim, 
desde essa altura, a referida inexistência de 
subsídios cruzados entre as várias actividades.

Os clientes elegíveis para participarem no 
mercado e que exerçam esse direito obtêm, nas 
actividades onde existe concorrência, preços li-
vres negociados bilateralmente entre os vários 
agentes ou determinados em mercados organi-
zados. Para além do pagamento destes preços 
livres estes clientes estão sujeitos ao pagamen-
to das tarifas reguladas de “acesso” que incluem 
o conjunto de serviços prestados pelas activi-
dades reguladas exercidas exclusivamente em 
regime de monopólio.

A abertura gradual do mercado com a cor-
respondente coexistência de clientes partici-
pantes e não participantes no mercado conduz 
à necessidade de harmonizar as variáveis de 
facturação das diversas tarifas por actividade 
com as aplicáveis nas tarifas de venda a clientes 
fi nais, por forma a permitir a implementação 
de um sistema tarifário aditivo (Apolinário et 
al (2003)).

Tendo em vista a efi ciência na afectação de 
recursos as variáveis de facturação das diver-

sas tarifas por actividade devem ser escolhidas 
por forma a traduzirem os custos causados por 
cada cliente e nos seus preços deve ser repercu-
tida a estrutura dos custos marginais.

Em Portugal, na recente revisão regulamen-
tar, a Entidade Reguladora dos Serviços Ener-
géticos (ERSE) procedeu à publicação, em 
regulamento, de uma metodologia de cálculo 
tarifário baseada em custos marginais e que 
permite obter, de forma aditiva, uma estrutu-
ra tarifária não discriminatória e indutora de 
efi ciência na afectação de recursos. Refi ra-se 
que no Regulamento Tarifário publicado pela 
ERSE constam, em detalhe, as regras de apli-
cação, cálculo e conversão das referidas tarifas.

A matéria que seguidamente se apresenta tem 
por base essa experiência adquirida na ERSE.

Os valores de cada tarifa por actividade são 
determinados de modo a que o produto da 
tarifa pelas quantidades físicas envolvidas per-
mita obter os proveitos permitidos em cada 
actividade regulada. As tarifas por actividade 
são calculadas seguindo uma metodologia que 
permita recuperar os proveitos permitidos 
para as respectivas actividades reguladas res-
peitando a estrutura dos custos marginais sub-
jacentes (ERSE (2001b)).

Se a aplicação de tarifas com preços iguais 
aos custos marginais não permitir assegurar as 
receitas que proporcionam os proveitos permi-
tidos na actividade em questão, então o preço 
associado às variáveis de facturação de cada ta-
rifa deve ser escalado preservando a estrutura 
dos custos marginais.

O escalamento consiste em aplicar (de forma 
aditiva ou multiplicativa) um factor que eleve 
os valores dos custos marginais em cada acti-
vidade a um nível que permita proporcionar 
os proveitos permitidos dessa mesma activi-
dade. Através da aplicação deste processo de 
escalamento obtêm-se tarifas por actividade 
que possibilitam a recuperação dos proveitos 
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permitidos e conservam a estrutura dos custos 
marginais.

Uma das regras que pode ser utilizada para 
fazer coincidir o nível de receitas proporciona-
do por tarifas baseadas em custos marginais 
com as receitas necessárias para garantir o 
equilíbrio económico-fi nanceiro das empre-
sas, sem distorcer a mensagem veiculada por 
preços refl ectindo custos marginais, é a regra 
dos preços de Ramsey, também conhecida por 
Ramsey-Boiteux.

Esta regra consiste em aplicar aos custos 
marginais factores de escala diferenciados de 
acordo com o inverso da elasticidade dos vários 
segmentos da procura. Na prática, consiste em 
fi xar preços mais próximos dos custos mar-
ginais para classes de consumidores que têm 
uma procura mais elástica (quando o consumo 
de electricidade é muito sensível a variações no 
preço da electricidade) e preços mais afastados 
para consumidores com uma procura mais 
inelástica.

Quando aplicada às várias classes de con-
sumidores (domésticos, indústria, serviços, 
iluminação pública, etc), a regra de Ramsey 

contraria a norma de que os preços devem ser 
independentes do destino dado à energia, pelo 
que se aplicam às componentes de cada tarifa 
(potência e energia discriminada por período 
de entrega horo sazonal)5. Um exemplo desta 
última regra é a aplicação dos escalamentos uni-
camente às energias de horas de ponta e cheias, 
regra seguida no escalamento da parcela de 
energia da tarifa de Energia e Potência. 

A Fig. 1 apresenta, esquematicamente, a forma 
de cálculo das tarifas por actividade com estru-
tura aderente à estrutura dos custos marginais.

No caso das tarifas de Energia e Potência 
(TEP), Uso da Rede de Transporte (URT) e 
Uso da Rede de Distribuição (URD) os escala-
mentos são multiplicativos, o que signifi ca que 
os custos marginais das respectivas tarifas, nas 
variáveis de facturação a escalar, são multipli-
cados por um factor por forma a que as tarifas 
proporcionem o nível de proveitos desejados.

Na tarifa de Uso Global do Sistema (UGS) 
utiliza-se um escalamento do tipo aditivo, que 
consiste em adicionar ao valor dos custos mar-
ginais nos diferentes períodos horários, um va-
lor em Euros por kWh.

Figura 1 - Custos marginais e tarifas por actividade a aplicar pelo distribuidor vinculado

CÁLCULO DE TARIFAS POR ACTIVIDADE 
NO SECTOR ELÉCTRICO
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Nas tarifas de Comercialização de Redes 
(CR) e de Comercialização no SEP (CSEP) 
não se aplicam escalamentos, na medida em que 
estas são iguais aos respectivos custos médios da 
actividade de comercialização para cada tipo de 
cliente: NT (MAT, AT e MT), BTE e BTN.

A opção por escalamentos multiplicativos deve 
ser seguida quando há um conhecimento sólido 
dos custos marginais e estes estão próximos dos 
custos médios tendo em vista a não distorção 
dos preços relativos em relação ao custo relativo. 
Não se verifi cando as condições anteriormente 
referidas, é mais seguro optar por um escala-
mento aditivo.
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Figura 2 -Custos marginais e escalamentos na tarifa de 
Energia e Potência6

A Fig. 2 ilustra7 a aplicação desta metodologia 
para o cálculo da TEP. Conforme pode ser ob-
servado o escalamento é proporcionalmente su-
perior nos termos de energia das horas de maior 
intensidade da procura (em horas de ponta su-
perior ao de horas cheias e em vazio inexistente) 
e só aplicável aos custos marginais de produção 
de energia, não sendo previstos escalamentos 
dos custos de capacidade.

A aplicação deste tipo de escalamentos pressu-
põe uma menor elasticidade procura/preço nos 
períodos de ponta em relação à verifi cada nos 
períodos de cheias que, por sua vez se entende 
ser inferior à dos períodos de vazio.

3. Determinação das quantidades utilizadas no 
cálculo das tarifas por actividade

Para efeitos de cálculo tarifário as quanti-
dades são as do balanço de energia eléctri-
ca, sendo mantida em cada nível de tensão 
a estrutura de consumos conhecida. Para 
determinar as quantidades utilizadas no 
cálculo das tarifas recorre-se à aplicação 
de coefi cientes de perdas às quantidades 
entregues a clientes fi nais do SEP e 
a clientes não vinculados. Nas entregas a 
clientes em que a estrutura tarifária apresenta
da é simplifi cada, decorrente da aparelhagem 
de medida instalada, são considerados diagra-
mas de carga tipo. A Fig. 3 ilustra esse proce-
dimento para o caso das tarifas respeitantes 
a actividades desenvolvidas ao nível da Rede 
Nacional de Transporte, como sejam as tarifas 
TEP, UGS e URT. Para as restantes tarifas é 
utilizada a mesma metodologia.

6 Fonte: ERSE (2001).
7  Apresentam-se os valores dos termos de energia sem discriminação sazonal.
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As tarifas por actividade são referidas a cada 
ponto de entrega, ou seja, o pagamento por 
cada um dos serviços regulados será obtido 
por aplicação da respectiva tarifa regulada às 
quantidades medidas no ponto de entrega 
do cliente. Este modo de aplicação pressupõe 
que as tarifas reguladas, relativas a activida-
des exercidas em níveis de tensão superiores 
ao nível de tensão de entrega, sejam conver-
tidas para o nível de tensão de entrega.

A conversão para o referencial de aplicação 
a clientes finais é também um passo essen-
cial para a implementação de um sistema ta-
rifário aditivo (Apolinário et al (2003)).

Estas regras de conversão são orienta-
das por uma metodologia clara, transpa-
rente e pública, reflectindo a estrutura de 
custos de montante, ao longo da cadeia 
de valor, pela consideração de factores 
de ajustamento para perdas incorporan-
do nos preços as perdas nas várias redes 

e pela consideração de diagramas de car-
ga tipo quando necessário. Este procedimen-
to será efectuado de forma a que aplicando 
aos fornecimentos a clientes finais os preços 
ajustados para perdas, se obtenha o mesmo 
valor de receitas previamente determinado 
para essa tarifa no referencial de origem.

Os preços das tarifas de Uso da Rede de 
Distribuição (URD) em AT, em MT e em 
BT são calculados, respectivamente, à saída 
de cada uma das redes (referencial de ori-
gem).

As tarifas respeitantes a actividades de-
senvolvidas ao nível da Rede Nacional de 
Transporte como sejam as tarifas TEP, 
UGS e URT são calculadas tomando como 
referencial a saída da rede de transporte em 
AT e são convertidas para os vários níveis de 
tensão e opções tarifárias, tal como ilustra 
a figura seguinte. O mesmo procedimento é 
aplicado às outras tarifas por actividade. 

Figura 3 - Determinação das quantidades para efeito de cálculo das tarifas por actividade por aplicação de 
ajustamento para perdas e pela consideração de diagramas de carga tipo. Aplicação às tarifas TEP, UGS e URT.

4. Conversão das tarifas por actividade para 
os vários níveis de tensão

CÁLCULO DE TARIFAS POR ACTIVIDADE 
NO SECTOR ELÉCTRICO
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Figura 4 - Conversão dos preços das tarifas por actividade para os vários níveis de tensão. 
Aplicação às tarifas TEP, UGS e URT.

O Quadro 1 ilustra a forma de conversão apli-
cável à TEP. Na primeira linha apresentam-se 
as variáveis de facturação da TEP no referencial 
de saída da RNT. As linhas subsequentes re-
fl ectem a alteração nos preços e nas variáveis de 
facturação à medida que varia o nível de tensão 
de entrega ou o tipo de opção tarifária. Os pre-
ços de referência da TEP são convertidos para o 
nível de tensão de AT e inferiores por aplicação 

cumulativa dos factores de ajustamento para 
perdas publicados pela ERSE. Assim, à medida 
que se desce de nível de tensão o preço aumenta 
na proporção do factor de perdas previsto para 
esse nível de tensão. Por exemplo, um determi-
nado preço de uma variável de facturação da 
TEP em MT seria igual ao de AT multiplica-
do pelo factor de ajustamento para perdas em 
MT.

Quadro 1 - Preços da tarifa de Energia e Potência nos vários níveis de tensão e opções tarifárias
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Nos níveis de tensão em que existam opções 
tarifárias com estrutura simplifi cada, há que 
proceder à conversão das tarifas por activi-
dade, com estrutura mais complexa, para os 
referenciais tarifários dessas opções. É o caso 
das opções tarifárias bi-horárias e tri-horárias 
das tarifas de BTE e de BTN, cujos preços de 
energia em horas de vazio resultam da conver-
são dos preços de energia em horas de vazio 
normal e de super vazio. O termo de potência 
em horas de ponta da TEP, inexistente nas op-
ções tarifárias de BTN, terá também que ser 
convertido em preços de energia em horas de 
ponta, em horas fora de vazio ou sobre toda 
a energia nas opções tarifárias tri-horárias, bi-
horárias ou simples, respectivamente.

Estas conversões de preços são efectuadas de 
forma a que o valor das receitas a recuperar 
por opção tarifária não seja alterado por inter-
médio da conversão. Para esse efeito são utili-
zados diagramas de carga tipo, representativos 
de cada opção tarifária.

As tarifas UGS e URT convertem-se da 
mesma forma que a TEP uma vez que os seus 
preços estão referidos ao mesmo referencial. 
Na tarifa de URT em AT o preço da potência 
contratada é aplicado à variável de facturação 
potência em horas de ponta. Assim, para os 
clientes ligados nos vários níveis de tensão a 
jusante de MAT a tarifa de URT aplicável é 
de facto uma tarifa monómia a incidir sobre a 
potência em horas de ponta, sendo este preço 
determinado pela soma dos preços da potência 
em horas de ponta e da potência contratada.

Nas tarifas de Uso de Rede de Distribuição o 
procedimento é semelhante. Para entregas nos 
níveis de tensão inferiores, o preço da potência 
em horas de ponta é determinado pela soma 
dos preços da potência contratada e potência 
em horas de ponta convertidos para esse nível 
de tensão. A energia reactiva e a potência con

tratada são variáveis a ser facturadas apenas no 
âmbito local de cada rede8.

Na tarifa de Uso da Rede de Distribuição em 
BT, os preços de potência em horas de ponta 
são convertidos em preços de energia, nas op-
ções tarifárias de BTN.

As tarifas de Comercialização de Redes e de 
Comercialização no SEP não sofrem qualquer 
conversão, sendo facturadas aos clientes em 
Euros por mês, conforme o nível de tensão ou 
tipo de fornecimento: NT (MAT, AT e MT), 
BTE ou BTN.

Neste artigo apresentam-se os princípios 
económicos orientadores da metodologia de 
cálculo das tarifas reguladas do sector eléc-
trico, com estrutura aderente à estrutura dos 
custos marginais.

A metodologia apresentada proporciona tari-
fas que maximizam o bem estar social sujeitas 
à restrição de garantir a rentabilidade julgada 
adequada às empresas e actividades reguladas, 
sendo compatível com diversas formas de re-
gulação económica dos proveitos permitidos.

A conversão das tarifas por actividade para o 
nível de tensão a que é efectuado o fornecimen-
to ao consumidor fi nal é executada mediante a 
aplicação de coefi cientes de ajustamento para 
perdas e pela consideração de diagramas de 
carga tipo sempre que necessário, permitindo 
assim a implementação de um sistema tarifário 
aditivo.

A metodologia apresentada assegura a ine-
xistência de subsidiações cruzadas entre acti-
vidades reguladas do sector eléctrico. Adicio-
nalmente ao permitir a implementação de um 
sistema tarifário aditivo garante a inexistência 
de subsidiações cruzadas entre todos os clien-
tes independentemente da sua forma de parti-
cipação no mercado.

8 Nas tarifas de uso de redes a potência contratada e a energia reactiva são variáveis custo/preço de carácter local. Os custos incrementais de potência 
contratada estão fundamentalmente associados com os troços periféricos, enquanto que os custos incrementais da potência em horas de ponta estão 
relacionados com os troços mais centrais das redes, afectados por um maior número de clientes. Sobre o tema ver Leite Garcia (1999), ERSEb (2000) e 
ERSEd (2001).

5. Conclusões

CÁLCULO DE TARIFAS POR ACTIVIDADE 
NO SECTOR ELÉCTRICO
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A revisão regulamentar do sector eléctrico 
português, efectuada pela Entidade Regulado-
ra dos Serviços Energéticos em 1 de Setembro 
de 2001, introduziu um conjunto de altera-
ções ao Regulamento Tarifário, nomeadamen-
te ao nível da macroestrutura do tarifário de 
energia eléctrica.

Foi adoptado o conceito de aditividade tari-
fária e de aderência da estrutura das tarifas 
à estrutura dos custos marginais e, para cada 
uma das tarifas por actividade, foram identi-
ficadas as variáveis físicas mais adequadas à 
valorização dos encargos efectivamente causa-
dos pelo serviço fornecido a cada cliente.

A alteração da estrutura do tarifário e das 
variáveis de facturação pode originar alguns 
impactes nos clientes, na forma de variações 
de facturação diferenciadas para cada clien-
te. Tendo em conta a protecção dos interesses 
dos clientes, foram previstos no Regulamento 
Tarifário mecanismos de limitação destes im-
pactes.

Este artigo enuncia as principais alterações 
ao tarifário de energia eléctrica e os impac-
tes esperados e verificados na facturação dos 
clientes, analisando-se em particular o caso 
das tarifas de Venda a Clientes Finais em AT.
Palavras-Chave: tarifas de energia eléctrica, 
estrutura tarifária, custos marginais, potência 
tomada, potência em horas de ponta.

O Regulamento Tarifário estabelece as dis-
posições aplicáveis aos critérios e métodos para 
a formulação de tarifas e preços de energia 

eléctrica e outros serviços a prestar pelas enti-
dades por ele abrangidas, à defi nição das tarifas 
reguladas e respectiva estrutura, ao processo de 
cálculo e determinação das tarifas, à determina-
ção dos proveitos permitidos, aos procedimen-
tos a adoptar para a fi xação das tarifas, sua al-
teração e publicitação, bem como às obrigações 
das entidades do SEP, nomeadamente em ma-
téria de prestação de informação.

A revisão regulamentar, ocorrida em Setem-
bro de 2001 e precedida de consulta pública, 
introduziu um conjunto de alterações ao Regu-
lamento Tarifário, nomeadamente ao nível da 
macroestrutura do tarifário.

É adoptado de forma sistemática o conceito de 
aditividade tarifária e de aderência da estrutu-
ra das tarifas à estrutura dos custos marginais, 
generalizando a garantia da não existência de 
subsidiações cruzadas entre actividades, entre 
grupos de clientes e entre clientes do SEP e do 
SENV. 

A metodologia de cálculo das diversas tarifas 
reguladas é defi nida e publicada no Regula-
mento Tarifário assegurando estabilidade re-
gulatória e transparência e contribuindo para 
a efi ciência do mercado e para a confi ança dos 
agentes.

A estrutura tarifária é estabelecida de acordo 
com os seguintes princípios: transparência e 
simplicidade na formulação e fi xação das tarifas; 
efi ciência na afectação de custos, assegurando a 
inexistência de subsidiações cruzadas; efi ciência 
económica na utilização efi ciente das redes e da 
energia eléctrica; contribuição para a melhoria 
das condições ambientais, permitindo, nomea-
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damente, uma maior transparência na utilização 
de energias renováveis e endógenas bem como o 
planeamento e gestão dos recursos energéticos.

Para cada uma das tarifas por actividade foram 
identifi cadas as variáveis físicas mais adequadas 
à valorização dos encargos efectivamente causa-
dos pelo serviço fornecido a cada cliente. Este 
conjunto de variáveis físicas e as suas regras de 
medição constituem os termos a facturar de 
cada uma das tarifas.

As tarifas de Venda a Clientes Finais (também 
conhecidas por tarifas integrais) devem refl ectir 
por agregado os custos das várias actividades 
reguladas ao longo da cadeia de valor devendo 
resultar da adição das várias tarifas por activi-
dade. Esta adição deve ser efectuada por termo 
tarifário.

No sentido de garantir uma estrutura tarifária 
totalmente aditiva foi necessário harmonizar as 
variáveis de facturação aplicáveis nas tarifas de 
cada uma das actividades com as aplicáveis nas 
tarifas de Venda a Clientes Finais.

Este artigo apresenta as principais alterações 
à estrutura tarifária e variáveis de facturação. 
Apresenta ainda uma análise genérica dos im-
pactes da substituição da potência tomada pela 
potência em horas de ponta no nível de tensão 
de AT e, fi nalmente, uma análise dos impactes 
das alterações regulamentares na facturação dos 
clientes do SEP em AT com base nos diagra-
mas de carga e facturação verifi cados em 2001.

As alterações introduzidas pela revisão regu-
lamentar incluíram uma maior transparência 
no cálculo tarifário, a aplicação do princípio da 
aditividade tarifária, a aderência da estrutura 
das tarifas à estrutura dos custos marginais, a 
alteração das variáveis de facturação e a extin-
ção de descontos atribuídos a alguns clientes.

Em 2001, as variáveis de facturação das tarifas 
de Venda a Clientes Finais do SEP em MAT, 
AT, MT e BTE eram as seguintes:

• Energia activa por período horário, em kWh;

• Potência facturada, em kW, determinada 
como: 80% do valor da potência tomada, me-
dida em intervalos de 15 minutos, adicionada 
de 20% do valor da potência contratada, con-
siderada como a máxima potência tomada dos 
últimos doze meses;

• Energia reactiva, em kvarh.
Em 2002, as alterações à estrutura do tarifá-

rio incluíram:
• Alteração da forma de facturar a potência;
• Introdução de um termo tarifário fi xo.
O conceito de potência tomada foi supri-

mido, tendo sido introduzido o conceito de 
potência em horas de ponta, considerado nas 
tarifas de Uso das Redes e que permite a apli-
cação do princípio da aditividade. A potência 
contratada também foi redefi nida passando a 
corresponder à máxima potência activa média 
em qualquer intervalo de quinze minutos, nos 
últimos doze meses. Foi também introduzido 
um termo tarifário fi xo nas tarifas de Venda 
a Clientes Finais em MAT, AT, MT e BTE 
resultante dos termos tarifários fi xos das ta-
rifas de Comercialização de Redes (CR) e de 
Comercialização no SEP (CSEP). As tarifas 
de Venda a Clientes Finais em BTN já con-
sideravam a existência deste termo tarifário 
fi xo, dependente do escalão de potência con-
tratada.

O sistema tarifário é constituído por um vas-
to conjunto de tarifas discriminadas por acti-
vidade, nível de tensão e opção tarifária. Cada 
tarifa é formada por um ou vários preços apli-
cáveis a diferentes termos de facturação (vari-
áveis físicas).

As variáveis de facturação das tarifas de Ven-
da a Clientes Finais foram redefi nidas por for-
ma a garantir uma maior adesão da estrutura 
das tarifas à estrutura dos custos marginais 
associados ao fornecimento de energia eléctri-
ca. Pretende-se que as variáveis de facturação 
utilizadas refl ictam em cada cliente os custos 
efectivamente causados.
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2. Alteração da estrutura tarifária das Tarifas 
de Venda a Clientes Finais do SEP

2.1 Principais Alterações

2.2 Justifi cação para a alteração das variáveis de 
facturação
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A nova variável de facturação – potência em 
horas de ponta –, introduzida nas tarifas de 
Venda a Clientes Finais, pretende transmitir 
aos clientes os custos associados com os tro-
ços centrais das redes de distribuição a que 
estão ligados, os custos das redes de montante 
imputáveis a cada nível de tensão e o custo de 
capacidade na produção que incide sobre a po-
tência.

Esta variável de facturação tem ainda a vanta-
gem de permitir a aditividade tarifária, ou seja, 
a soma dos preços de potência em horas de 
ponta das tarifas de Energia e Potência (TEP), 
Uso da Rede de Transporte (URT) e tarifas de 
Uso da Rede de Distribuição (URD) do mes-
mo nível de tensão do fornecimento e dos de 
montante, permite obter o preço de potência 
a aplicar nas tarifas de venda aos clientes fi nais 
do SEP. Paralelamente, no SENV é possível 
calcular o valor a imputar a cada cliente, bas-
tando excluir o valor de potência da TEP no 
cálculo anterior.

Para além de promover a equidade de trata-
mento entre o SEP e o SENV, esta alteração 
introduz uma maior comparabilidade entre os 
preços praticados nos dois sistemas, aumen-
tando a transparência do sistema tarifário.

Na Fig. 1 (a) estão representados 20 diagra-
mas de carga diferentes, em valores por unida-
de, bem como o diagrama agregado (diagrama 
dos troços comuns da rede). Na Fig. 1 (b) 
estão representados os mesmos diagramas de 

carga simulando a existência de tecnologias de 
limitação da potência tomada, com o corres-
pondente efeito de alisamento nos diagramas 
de carga individuais. A fi gura mostra ainda o 
diagrama agregado nestas condições.

Verifi ca-se que a agregação das cargas efectu-
ada naturalmente pelas redes de distribuição e 
de transporte promove a eliminação das osci-
lações de potência em períodos de 15 minutos. 
Existe uma notável semelhança entre os dois 
diagramas agregados, considerando ou não o 
controlo da potência tomada por cada cliente. 
Verifi ca-se assim que a potência tomada por 
cada cliente não é uma variável adequada para, 
em cada cliente, repercutir ou incentivar a re-
dução dos custos com a capacidade de produ-
ção e das redes de montante. Devem assim ser 
utilizadas variáveis menos instantâneas que 
traduzam os factores condicionantes dos in-
vestimentos realizados, tal como potências cal-
culadas em intervalos de tempo mais alargados 
nomeadamente em horas de ponta. A potência 
média em horas de ponta é uma boa medida 
da potência máxima registada nos troços prin-
cipais das redes. Apresenta também a proprie-
dade de ser uma grandeza aditiva, ou seja, a 
potência em horas de ponta nos troços prin-
cipais das redes é igual à soma das potências 
em horas de ponta de cada cliente, adicionadas 
das perdas nas redes, o que permite traduzir 
de forma fi dedigna a responsabilidade indivi-
dual de cada cliente pelos custos do sistema.

Potência em horas de ponta

Figura 1 - Agregação de Consumos

(a) sem controlo de potência tomada (b) com controlo de potência tomada
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No tarifário em vigor até 2001, o sinal eco-
nómico transmitido aos clientes fomentava o 
controlo da potência tomada de 15 minutos. 
O controlo da potência tomada é efectuado 
transferindo consumos entre intervalos con-
secutivos de 15 minutos. Incentivava-se assim 
o investimento em mecanismos de controlo 
dessa potência, de custos elevados, que alisa-
vam os diagramas individuais dos clientes que 
tinham acesso a esta tecnologia. Estes clientes 
obtinham uma redução da sua factura que não 
era acompanhada da correspondente redução 
de custos no sector eléctrico, resultando numa 
inefi ciente afectação de recursos.

O controlo da potência média mensal em 
horas de ponta exige outro tipo de actuação, 
nomeadamente deverão ser consideradas me-
didas como alterações ao encadeamento do 
processo produtivo, a introdução de automa-
tismos que permitam a operação autónoma de 
determinadas máquinas em períodos de vazio 
e a deslocação do horário de operação dos 
períodos de maior intensidade eléctrica para 
períodos de cheia e de vazio.

Dada a diferença existente entre o número 
de horas de ponta e o número de horas de va-
zio ou de cheia, a deslocação de um determi-
nado valor de energia em ponta para os outros 
períodos horários, implica um acréscimo de 
potência média nesses períodos inferior ao que 
se retira em ponta.

Os encargos com as actividades de comercia-
lização foram autonomizados em duas activi-
dades reguladas: a Comercialização de Redes e 
a Comercialização no SEP. Considerando que 
os custos de comercialização, que incorporam 
os custos de contagem, leitura, facturação e co-
brança de energia eléctrica, são essencialmente 
determinados pelo nível de tensão ou tipo de 
fornecimento e não tanto pelas quantidades de 
energia ou potência consumidas, foi introdu-
zida uma variável de facturação adicional ca-
racterizada por um termo fi xo por cliente por 
mês, dependendo do tipo de fornecimento.

A alteração da estrutura tarifária, por apli-
cação do princípio da aditividade e da gradual 
aderência da estrutura das tarifas à estrutura 
dos custos marginais, é concretizada por forma 
a minimizar os eventuais impactes na factura-
ção dos clientes. A alteração da estrutura tari-
fária foi realizada mantendo-se o preço médio 
em cada nível de tensão e em cada opção ta-
rifária, modifi cando-se unicamente a estrutura 
de pagamentos interna a cada agregado. Serão 
assim observadas diferentes variações no preço 
médio do fornecimento de energia eléctrica de 
cada cliente.

Os resultados seguintes apresentam o im-
pacte decorrente da alteração da variável de 
facturação de potência tomada1 para potência 
média em horas de ponta para um conjun-
to de clientes-tipo de AT. Considerou-se um 
domínio de clientes com valores idênticos de 
potência contratada e de potência tomada e 
valores de potência em horas de ponta natu-
ralmente inferiores ou iguais aos da potência 
tomada. Para reduzir o domínio de clientes a 
um conjunto mais representativo, restringiu-
se a potência média em horas de ponta a uma 
gama de valores entre 10% e 90% da potência 
tomada, eliminando assim valores extremos de 
utilização dessa potência tomada , nas horas 
de ponta.

A Fig. 2 mostra duas superfícies de preço 
médio, correspondentes à antiga estrutura ta-
rifária e à nova estrutura, em função da potên-
cia tomada em valores por unidade (p.u.) e da 
potência em horas de ponta também em p.u.. 
Os eixos de potência estão referidos à mesma 
base que é a potência média anual, considerada 
constante.

Existe um conjunto de clientes com diferen-
tes padrões de consumo que não observam al-
terações na sua facturação. Os preços médios a 
pagar por estes clientes encontram-se na curva 
de intersecção das duas superfícies. À direita 
da curva de intersecção das duas superfícies os 
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Termo Tarifário Fixo

3. Análise genérica das variações de facturação 
no nível de tensão de AT resultantes da redefi -
nição da potência tomada 

1 A utilização da potência tomada é dada pelo quociente entre o valor da energia consumida e o valor da potência tomada. Um cliente de perfi l de 
consumo de potência constante terá uma utilização de 8760 horas por ano.  
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clientes observam desagravamentos tarifários 
enquanto que à esquerda têm agravamentos. 
O agravamento, ou desagravamento, da factu
ra dos clientes é dado pela diferença entre os 

dois preços médios. Os agregados de cada 
opção tarifária de AT seriam representados 
por três pontos nesta linha de intersecção.

Figura 2 - Impacte no preço médio resultante da alteração da estrutura tarifária em AT

A variação, ou sensibilidade, do preço médio 
com a potência tomada é dada pela inclinação 
da superfície do preço médio segundo a di-
recção do eixo da potência tomada. Na nova 
estrutura tarifária a potência máxima de 15 
minutos passa a refl ectir-se apenas no valor da 
potência contratada, resultando uma inclina-
ção inferior.

A sensibilidade do preço médio à potência 
em horas de ponta aumentou signifi cativa-
mente com a nova estrutura tarifária, o que 
constitui um forte incentivo à mudança do 
comportamento no consumo por parte dos 
clientes, favorecendo aqueles que controlam 
o consumo nas horas de ponta. Por estas ra-
zões, a grandeza que melhor defi ne o sinal dos 
impactes da nova estrutura tarifária em cada 
cliente é a potência em horas de ponta.

A fi gura seguinte mostra a variação percen-
tual da factura de electricidade dos clientes 
dp%, em função da sua utilização da potência 
tomada UPt em horas por ano. Como neste 
estudo se considerou a potência média anual 
igual para todo o domínio de clientes, a uti-

lização da potência tomada é inversamente 
proporcional à potência tomada.

A Fig. 3 mostra claramente que os agrava-
mentos percentuais em AT são limitados. 
Considerando as opções de Médias e Longas 
Utilizações (as mais representativas quer em 
número de clientes quer em consumos), cujas 
utilizações da potência tomada são para o 
agregado 4625 e 7638 horas respectivamente 
(valores considerados no cálculo das tarifas de 
2002), a variação do preço médio por altera-
ção da estrutura tarifária representará no pior

Figura 3 - Taxa de variação da factura de energia eléctrica 
com a utilização da potência tomada, em AT

ALTERAÇÃO DA ESTRUTURA TARIFÁRIA - 
APLICAÇÃO ÀS TARIFAS DE VENDA A CLIENTES FINAIS EM AT



120

cenário um agravamento de cerca de 2%.
Os desagravamentos podem ser bastante 

superiores, em termos percentuais, e também 
atingem o máximo com menores utilizações da 
potência tomada. Para os valores referidos de 
utilização da potência tomada, os desagrava-
mentos podem tomar valores até cerca de 15%.

Os clientes com maiores agravamentos são 
os que apresentam utilizações da potência to-
mada reduzidas e elevados valores de potência 
média nas horas de ponta. Estes clientes não 
são característicos em AT.
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4. Análise detalhada das variações de facturação 
no nível de tensão de AT resultantes da alteração 
da estrutura tarifária 

Este capítulo analisa o efeito na variação de 
facturação dos clientes de AT de um conjunto 
de factores, a saber: internalização dos des-
contos; alteração das variáveis de facturação; 
acréscimo tarifário de 2001 para 2002; varia-
ção diferenciada dos preços de cada termo ta-
rifário.

Estes factores foram analisados de forma 
agregada e os resultados apresentados tradu-
zem a variação de facturação real dos clientes.

Importa referir que a ERSE não anuncia re-
duções (ou aumentos) de factura de energia 
eléctrica mas sim reduções (ou aumentos) de 
tarifas. A factura depende, não só das tarifas, 
mas também da quantidade de energia eléctrica 
consumida e da distribuição temporal (ao longo 
das várias horas do dia e dos meses do ano).

Com base nos dados mensais de consumo re-
ferentes aos clientes do SEP em AT, relativos 
ao ano de 2001, apresentam-se os resultados 
das variações de facturação reais do universo 
destes clientes, resultantes das alterações ta-
rifárias para 2002. Dos dados de 2001 verifi -
ca-se a existência de 100 clientes em AT. Os 
resultados apresentados não consideram os 
clientes não abastecidos pelo SEP durante os 
12 meses anuais.

Os resultados foram obtidos por simulação 
da facturação mensal de cada cliente, indivi-
dualmente, considerando para 2002 a ma-

nutenção do perfi l de consumo de 2001. Foi 
considerada a escolha da opção tarifária mais 
adequada a cada cliente e a eventual mudança 
contratual do tipo de fornecimento para BTE 
em um número muito reduzido de casos. 

Na Fig. 4 apresentam-se as variações de fac-
turação obtidas em 2002 para os clientes do 
SEP em AT.

Figura 4 - Classifi cação dos clientes em AT, segundo a va-
riação de facturação em 2002 e segmentados pela potência 

contratada média anual em 2001

Considerando a escolha da opção tarifá-
ria mais adequada em 2002 e a recontrata-
ção de fornecimentos do tipo BTE para os 
clientes de reduzido consumo obtêm-se os 
seguintes resultados: 47 clientes observam 
desagravamentos de facturação em 2002; 
58 clientes observam variações de factu-
ração inferiores a 3%; 3 clientes observam 
agravamentos superiores a 5%. 

Os clientes que observam agravamentos 
superiores a 5% têm consumos anuais su-
periores a 184 GWh.

Na Fig. 5 apresenta-se a distribuição acu-
mulada do preço médio da energia eléctri-
ca dos clientes do SEP em AT, para 2001 e 
para 2002. No preço médio de 2002 consi-
derou-se a escolha da opção tarifária mais 
adequada e a alteração do tipo de forneci-
mento para alguns clientes. Apresenta-se 
ainda o preço médio de fornecimento de 
energia eléctrica dos clientes de AT em 
2002, considerando a escolha da opção ta-
rifária mais adequada (4,5 cent€/kWh).

Nesta figura apresenta-se também a ban-
da de variação do preço médio em 2001 e 
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em 2002 tendo em consideração um uni-
verso de 85% dos casos analisados. Não é 
apresentado o reduzido conjunto de casos 
com preços médios superiores a 12 cent€/
kWh relativos aos clientes com consumos 
muito reduzidos e não característicos de 
AT.

Figura 5 - Distribuição acumulada do preço médio da energia 
eléctrica para os clientes do SEP em AT

A Fig. 5 mostra que o novo tarifário 
para 2002 provocou uma redução da 
banda de preços médios de fornecimen-
to praticados, tendo maior impacte na 
redução dos preços médios mais eleva-
dos.

A alteração regulamentar em Setembro 
de 2001 foi efectuada por forma a obter 
um sistema tarifário mais aderente aos 
custos, promotor da justiça e da utilização 
eficiente dos recursos do sistema eléctrico, 
nomeadamente através da escolha de vari-
áveis de facturação mais adequadas e pela 
aplicação dos princípios da aditividade ta-
rifária e da aderência dos preços à estru-
tura de custos marginais. Esta alteração 
foi efectuada através da modificação da 
estrutura interna de pagamentos por nível 
de tensão e opção tarifária, o que permitiu 
limitar a banda de valores da variação da 
facturação dos clientes, conforme apresen-
tado pelo exemplo dos clientes do SEP em 
AT.

A maioria dos clientes observaram em 
2002 um decréscimo da facturação de 
energia eléctrica em virtude das alterações 
produzidas pelo Regulamento Tarifário. A 
banda de dispersão dos valores médios do 
preço de fornecimento por nível de tensão 
foi reduzida face a 2001, reflectindo de 
forma mais adequada, em cada cliente, os 
custos causados no sistema eléctrico.

5. Conclusões
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Electricity pricing based on time-of-day periods 
and marginal cost refl ective pricing sends to con-
sumers the right price signals, promoting economic 
effi  ciency in electricity use and in the use of its 
associated resources. For this purpose, the correct 
time-of-day schedules determination is of crucial 
importance.

In this paper a methodology for the determina-
tion of adequate time-of-day schedules is present-
ed. Th is methodology was used by ERSE in the 
defi nition of new time schedules of the Portuguese 
electricity tariff s, available to consumers as an op-
tion to the old schedule since 2005. Th e results 
are presented and discussed in this paper.

Index Terms: power system economics, elec-
tricity pricing, electricity tariff s, time of use 
schedules, marginal costs.

Tariff  period - interval of time, during the 
day, to which the same tariff  price is applied.

Activity tariff s - the Portuguese electric-
ity tariff  system defi nes “activity tariff s”, which 
provide the revenues allowed for each activity 
in the regulated value chain (e.g. production, 
transmission, distribution in HV/MV, distri-
bution in LV and retailing). Th e incumbent 
electricity supply tariff s result from the aggre-
gation of such activity tariff s.

Electricity tariff s are defi ned by a set of prices 
applicable to several measured price variables. 
Th e choice and defi nition of such variables, 

as well as the determination of how they are 
measured, should allow for the setting of cost 
refl ective prices for each service associated 
with electricity supply, induced by each con-
sumer. Additionally, one must consider me-
tering technology availability and the billing 
simplicity adequate for each consumer group, 
thus avoiding ineffi  cient investments in meter-
ing and billing systems.

At this time, the price variables considered 
in the Portuguese electricity tariff  system are 
contracted power, peak average power, active 
energy, reactive energy and a fi xed tariff  term 
(related to retailing services as contracting, 
metering, invoicing and billing).

Supply costs of electricity, namely energy 
costs, depend on the time of day and the time 
of year. Th us, active energy tariff  prices vary 
throughout the year and throughout the day 
accordingly to time-of-day period schedules.

Th e importance of a correct determination 
of this time-of-day schedules derives from the 
signifi cant diff erences in energy cost between 
the diff erent periods mentioned.

In Chapter III of this paper, cost refl ective 
pricing in each activity of the electricity supply 
chain is discussed and the connection between 
marginal cost, prices and time-of-day schedule 
is presented.

In Chapter IV, the proposed methodology 
for determination of correct time-of-day tariff  
periods is presented.

Average day hourly demand in Portugal, 
from 2000 to 2004, is presented in Chapter V 
and its evolution trends are discussed.

DETERMINATION OF TIME-OF-DAY SCHEDULES

IN THE PORTUGUESE ELECTRIC SECTOR
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Th e proposed methodology was applied to 
the hourly demand diagram mentioned before 
and new time-of-day schedules were deter-
mined for 3 diff erent types of day (workdays, 
Saturdays and Sundays). Summer and winter 
diff erentiation was also considered. Th is new 
time schedules entered into practice as an op-
tion available to high voltage consumers since 
the year 2005 [1], [2]. Th e results are present-
ed in Chapter VI of this paper.

Finally, in Chapter VII the conclusions of 
this work are presented.

Electricity tariff price structure should re-
fer to supply marginal costs structure as a 
way to promote efficient use of electricity 
and of the resources involved in the value 
chain of the power system. Cost reflective 
pricing also contributes to reducing cross 
subsidization between groups of consumers, 
thus promoting a better allocation of re-
sources in the global economy and allowing 
for improvements in the economic efficiency 
of the power system and energy using activi-
ties. Not less important, cost reflective pric-
ing assures the fairness of the tariff system, 
promoting a level playing field for all con-
sumers.

In a competitive market, marginal costs set 
the price at a point where they equal or ex-
ceed the average cost of supply. In this case, 
companies assure their economic profit, 
practicing fair prices in the consumer’s per-
spective. Social best coincides with econom-
ic best where minimum costs and maximum 
welfare are assured, resulting in equality 
between average costs, marginal costs and 
prices. For the social best to be achieved it 
is necessary that marginal costs consider 
all social costs involved in the productive 
process.

Power sector costs have some specific 
characteristics that should be mentioned. 
Production marginal cost varies from hour 

to hour, during the month and throughout 
the year. There are different cost functions 
throughout the value chain of the power 
system, production, transmission, distribu-
tion and retail. The sector is responsible for 
some major externalities, namely environ-
ment related. When supply is short to meet 
demand it is necessary to define the value 
for energy not supplied. Investment indi-
visibility may result in different long run 
and short run marginal costs. The daily and 
hourly demand is stochastic. Production 
costs are highly affected by external factors 
as weather or fuel prices.

Having in mind all this particularities, mar-
ginal costs are usually not the only data rel-
evant to tariff price calculation but certainly 
vital to define, time to time, the correct tar-
iff and price structure. This tariff structure 
should be as simple as possible to assure 
that the price signals transmitted to con-
sumers are well understood. Price signals 
should be stable and coherent, promoting 
the correct medium term decisions (invest-
ments, load shifting, etc.) by less informed 
electricity consumers.

Time-of-day pricing is used to achieve 
a simpler and more understandable tariff 
price structure, transmitting clearer price 
signals, thus inducing adequate consumer 
responses. Time-of-day pricing results from 
the classification of daily hours accordingly 
to marginal cost homogeneity. Homologue 
time intervals with low marginal costs are 
classified as off-peak hours. Conversely, 
homologue time intervals with high mar-
ginal costs are classified as peak hours. In-
termediate marginal costs time intervals are 
then classified as half-peak hours. Average 
marginal cost for each time-of-day interval 
can be determined by weighting marginal 
costs with the correspondent served de-
mand. This average marginal cost shall be 
used in energy tariff pricing for each time-
-of-day interval. These periods with similar 
values of marginal costs, and with one only 
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price, are called time-of-day tariff periods. 
In the Portuguese electricity tariff system, 
and for Very High Voltage (VHV), High 
Voltage (HV) and Medium Voltage (MV) 
supplies, off-peak hours are further sepa-
rated in two time intervals (normal off-
peak and super off-peak hours).

Marginal cost structure is distinct for each 
regulated activity in the electricity supply 
value chain (generation, transmission and 
distribution in HV, MV and Low Voltage 
(LV)). Theoretically, for each activity there 
should be a corresponding tariff period 
schedule (or time-of-day schedule), allow-
ing a better cost reflective price structure 
in those activities. Thus, the time-of-day 
schedules applicable to consumers in each 
voltage level would result from aggregating 
the schedules defined for each activity tar-
iff, applicable to these consumers.

Supplies in VHV, HV and MV levels are 
heavily influenced by the energy supply 
activity so it can be argued that the same 
tariff periods should be used in these sup-
plies, which should closely follow marginal 
production costs. In fact, for consumers 
in these voltage levels, energy supply price 
is dominant in the final price of electric-
ity (for MV consumers, use of the network 
tariffs represent about 15% of the average 
total price, while for HV and VHV con-
sumers the correspondent value is even 
less, being 5% and 3% respectively). Ad-
ditionally, from production level until the 
distribution grid in MV, global hourly de-
mand evolution is very similar and the use 
of the network costs merely enhance the 
price profile implicit in generation costs, 
due to Joule Effect losses. Fig. 1 shows evi-
dence of this fact in the Portuguese case, 
for 2004, where aggregate demand profiles 
at different voltage levels look very similar 
from generation bar to MV level grid. The 
aggregate demand profile for LV level grid 
is some how different from the others, par-
ticularly on weekends.

By the contrary, for LV consumers, tariff 
period definition should not just attend to 
marginal production costs. For these con-
sumers, the use of the network costs rep-
resents about 30% of the final electricity 
price. The network related costs are mainly 
induced by maximum demand value in the 
back-bone branches of the distribution grid. 
The maximum demand period at the LV 
level grid does not coincide in time with 
maximum aggregate demand at the gen-
eration bar. Residential demand, dominant 
in the LV level grid, pilots the local hourly 
demand seen from LV distribution grids. 
Time-of-day pricing should, in this case, 
promote demand reduction at time of peak 
demand in local distribution grids as well as 
attend to fuel costs economy associated with 
energy production costs.

Information on marginal costs often lacks 
even in main electricity supply activities as 
production. In this case, alternative variables 
must be used in the process of determining 
tariff  periods, once they present similar time 
evolutions to marginal costs. Instead of mar-
ginal production costs, total demand at gen-
eration bar can be used. Half-hourly demand 
curve stays close to half-hourly marginal pro-
duction costs evolution. It is assumed that, for 
each 30 minutes interval, marginal cost has a 
positive correlation with power demand in the 
same time interval (this is true in most power 
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4. Optimal Determination of Time-Of-Day 
Schedules for Tariff Pricing

Figure 1 - Aggregate demand profi les in several voltage level 
grids, in Portugal, for the second week of September, 2004
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systems). In other words, an incremental vari-
ation in power demand should correspond to a 
marginal cost incremental variation of the same 
sign (whether positive or negative), or at least, 
not the opposite. Th e latter is valid in a suf-
fi ciently short time period, wherein there is no 
signifi cant change in generation resources availa-
ble in the power system. Th e time-of-day sched-
ules resulting from this methodology should 
coincide with optimum schedules (linked to the 
marginal costs curve), at least at times of relative 
maximum or minimum demand in the system.

However, it can not be ignored that the deter-
mination of time-of-day tariff  periods based on 
total system demand is a proxy to the marginal 
costs based approach. Th is is justifi able where 
there is no spot energy wholesale market which 
could provide explicit hourly marginal costs, nei-
ther equivalent simulation tools (for operation 
and planning of generation systems) that could 
provide the same information on marginal costs, 
in a chronological basis.

In the Portuguese Tariff  Code, time-of-day 
tariff  period duration is established [3]. Table I 
presents this durations for the so called week-
ly-cycle. In this cycle, workdays, Saturdays and 
Sundays are treated separately and diff erent 
time-of-day periods are defi ned. Additionally, 
4 quarterly time periods are considered. In this 
framework, electricity supply tariff s can present 
up to 4 diff erent energy prices (accordingly with 
the tariff  period and, consequently, with diff er-
ent time schedules in each type of day), for each 
quarter. Th us, in a year period, 16 diff erent en-
ergy prices are applicable according to the quar-
terly period and the time-of-day period.

Time schedules for time-of-day tariff  intervals 
are determined once a year by ERSE, by the 
15th of December, along with incumbent elec-
tricity tariff  prices for the coming year. Table II 
presents the time schedules for time-of-day tar-
iff  periods, for the weekly cycle, in 2004.

Th e methodology presented in this paper was 
applied to the weekly-cycle time schedule.

Optimal determination of time-of-day tariff  
periods is obtained by minimizing the objective 
function which measures the gap between the 
hourly demand curve and a step-wise average 
period demand curve. Th e latter is calculated us-
ing the average demand in each one of the time 
intervals defi ned for the time-of-day periods.

Th e objective function used is described in 
(1).

where:
F (p=pk, hp, nof, sop) – objective function to 

minimize. It depends on the time schedule of 
tariff  period p.

i – 30 minute intervals in tariff  period p.
p – tariff  time period of peak hours (pk), half-

peak hours (hp), normal off -peak hours (nop) 
and super off -peak hours (sop).

Pi – average power demand at generation bar, 
in the 30 minute time interval i, of year t.

<Pp> – average power demand at generation 
bar, in the tariff  period p, of year t.
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Th e objective function is determined (and 
optimized) for each Legal Time Period (sum-
mer and winter), and separately for each type 
of day (workdays, Saturdays and Sundays and 
national holidays all together). Th e minimum 
value for the objective function is achieved by 
incremental variations in the time-of-day tariff  
periods, having in mind all the applicable re-
strictions. Th ese are the existence of 4 distinct 
time-of-day tariff  periods (peak, half-peak, 
normal off -peak and super off -peak hours) 
and the daily duration of such tariff  periods as 
established by the Portuguese Tariff  Code [3].

Besides mean square root objective function, 
described in (1), it was also used an absolute 
value objective function. Both results were 
then compared and the time-of-day tariff  pe-
riod schedule was determined having both in 
mind.

In the present Chapter, average hourly de-
mand curves are described, for workdays, 
Saturdays and Sundays and national holidays, 
for each month. Major trends in the workdays 
hourly demand curves evolution in recent 
years are also presented.

Information on 15 minute demand values at 
generation bar was used, for the years 2000 to 
2004. Th is information was provided by Portu-
guese Transmission System Operator, REN.

  Th ese demand values include net emissions 
from power stations directly connected to 
VHV transmission grid, net imports from 
interconnectors with Spain and net emissions 
from dispersed generators located near the 
distribution grid. Pumped storage consump-
tions were discarded.

Fig. 2 presents, for each month in 2003, aver-
age workday hourly demand curve.

Average 30 minute demand values were used 
in the objective function so 15 minute data 
were aggregated.

Vertical lines over the next fi gures limit the 
time-of-day tariff  periods that result from the 
optimization procedure. Th ese tariff  periods 
will be described in detail in the next chap-
ters.

Fig. 3 and Fig. 4 present, for each month in 
2003, average day hourly demand at genera-
tion bar, for Saturdays and Sundays and na-
tional holidays, respectively.

Fig. 5 presents average day hourly demand 
at generation bar, for winter and summer pe-
riods, for each year between 2000 and 2004, 
in order to analyse the trends in demand curve 
evolution.

In the last few years, hourly demand diagram 
at generation bar, for winter and summer pe-
riods, show a shape shifting trend which may 
justify the need for the reassessment of time-
of-day tariff  periods.

DETERMINATION OF TIME-OF-DAY SCHEDULES

IN THE PORTUGUESE ELECTRIC SECTOR

5. Hourly Demand at Generation Bar

Figure 2 - Workday average half-hourly demand at generation bar, in 2003, winter (a) and summer (b), respectively
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Figure 3 - Saturday average half-hourly demand at generation bar, in 2003, winter (a) and summer (b), respectively

Figure 4 - Sunday and national holiday average half-hourly demand at generation bar, in 2003, winter (a) and summer (b), 
respectively

Figure 5 - Workday average half-hourly demand at generation bar, from 2000 to 2004, winter (a) and summer (b), respectively, 
in p.u. values
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The methodology for determining the 
adequate schedule for time-of-day tar-
iff periods was applied to the hourly de-
mand curves described in the previous 
chapter. The results are presented in Ta-
ble III.

Time-of-day tariff periods determined in 
Table III were obtained by applying both 
mean square root and absolute value ob-
jective functions. Both functions resulted 
in similar time-of-day tariff period loca-
tion. However, mean square root function 
seems to be more adequate to this pro-
pose, since greater errors or deviations are 
weighted more heavily than smaller ones.

Fig. 6, Fig. 7 and Fig. 8 present the new 
location of time-of-day tariff periods, as 
well as the average half-hourly demand 
for workdays, Saturdays and Sundays and 
national holidays in 2003, for winter and 
summer periods.

DETERMINATION OF TIME-OF-DAY SCHEDULES

IN THE PORTUGUESE ELECTRIC SECTOR

6. The New Time-Of-Day Tariff Periods

A.  Time schedule for 2005 time-of-day 
tariff periods

TABLE 3
 

Figure 6 - Workday average hourly demand at generation bar and average demand for each time-of-day (TOD) period, in 
2003, for winter (a) and summer (b), respectively

Figure 7 - Saturday average hourly demand at generation  bar and average demand for each time-of-day (TOD) period, in 
2003, for winter (a) and summer (b), respectively
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An adequate determination of time-of-day tariff  
periods should allow for the aggregation, in each tar-
iff  period, of the day hours that present similar values 
of marginal production costs and incremental net-
work costs. Th us, in peak time period, higher mar-
ginal production cost hours are aggregated whereas 
in off -peak time period lower marginal cost hours 
are also put together. In the present paper, marginal 
production cost evolution was replaced by hourly 
demand at generation bar, as mentioned before.

Average hourly demand diagram characteristics 
imply a certain level of relevant scattering of those 
hourly demand values around the average demand 
calculated for each tariff  period. Th e greater this dis-
persion closer will be the average demand values for 
diff erent tariff  periods and, consequently, less evident 
the diff erences between sequential tariff  periods.

Taking into account the restrictions of the model, 
for instance the daily time duration of each tariff  

period, the optimization of the schedule for time-
of-day tariff  periods results in the minimization of 
the mentioned demand values dispersion (or in the 
maximization of the diff erences between sequential 
tariff  periods).

Fig. 9, Fig. 10 and Fig. 11 present, for each tariff  
period (peak, half-peak, normal off -peak and super 
off -peak hours), the distribution of 2003 hourly de-
mand values, at generation bar, around the average 
demand value for the respective tariff  period (verti-
cal lines), for workdays, Saturdays and Sundays and 
national holidays.

In general, tariff  periods resulting from the meth-
odology described before are well located in time. 
Average demand indicators grow with the tariff  pe-
riod considered, from super off -peak hours to peak 
time hours, as one should expect. Smaller deviations 
occur in extreme periods, peak hours and off -peak 
hours. In half-peak period, hourly demand values 
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Figure 9 - Workday distribution of hourly demand values around the average demand, for each tariff period, in 2003, for winter 
(a) and summer (b)

Figure 8 - Sunday and national holiday average hourly demand at generation bar and average demand for each time-of-day 
(TOD) period, in 2003, for winter (a) and summer (b), respectively

A. Adequacy assessment of time-of-day tariff 
periods



133

are more widely dispersed around the average value.
For an annual consumption (at generation bar) in 

2003 of 43 TWh, mean square root objective func-
tion values for the new time-of-day tariff periods (Ta-
ble III) were 37,9 GWh for workdays, 14,3 GWh for 
Saturdays and 20,4 GWh for Sundays and national 
holidays. The objective function values for the previous 
set of time-of-day tariff periods (Table II) were 39,3 
GWh for workdays, 16,0 GWh for Saturdays and 
21,4 GWh for Sundays and national holidays. These 
results show an incremental decrease of objective func-
tion values, meaning a quality increase of the new pro-
posed tariff period time schedule.

Changes in the tariff period schedules originate costs 
associated with the necessary changes that have to be 
introduced in the metering devices installed in each 
facility. Remote meter reading systems allow for these 
changes to be done in a less costly and time consuming 
way.

Time-of-day tariff period schedules transmit eco-

nomic signs of cost which should promote the efficient 
use of the power system resources, driving consumers 
to make conscientious and responsible decisions over 
their electricity consumption. Consumer initiatives 
like productive process modifications or investments 
on energy efficient equipments will only take place if 
there is stable and confident climate over the tariff pe-
riods, structure and prices on a reasonable time scale. 

DETERMINATION OF TIME-OF-DAY SCHEDULES

IN THE PORTUGUESE ELECTRIC SECTOR

Figure 10 - Saturday distribution of hourly demand values around the average demand, for each tariff period, in 2003, for winter 
(a) and summer (b)

Figure 11 - Saturday distribution of hourly demand values around the average demand, for each tariff period, in 2003, for winter 
(a) and summer (b)

Figure 12 - VHV consumers aggregate half-hourly demand 
profi le, in Portugal, for the second week of September, 2004
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Fig. 12 presents VHV aggregate half-hourly demand 
in Portugal, for 2004. The demand profile clearly shows 
that this group of consumers reacts to price signals and 
takes actions to significantly reduce its consumption in 
peak time hours (where prices are quite higher). The 
consumption curtailment coincides with tariff period 
time schedule for the peak hour price.

Thus, considering the results shown in this paper and 
the comments above, the new schedules for time-of-
day tariff periods proposed in Table III were set as an 
option to consumers, keeping the old schedules (pre-
sented in Table II) as alternative. Also for the reasons 
already mentioned before, this tariff periods will only 
apply to VHV, HV and MV supplies. The determi-
nation of more adequate LV tariff periods requires fur-
ther studies. These studies should account for network 
usage costs and, consequently, to the local LV distribu-
tion grid demand diagrams. The LV peak demand pe-
riod is the driver for local network reinforcements and 
operation costs.

Th e determination of transparent and fair 
tariff s which promote the effi  cient use of the 
power system resources and services requires 
cost refl ective pricing and tariff  structure, for 
each one of the electricity supply value chain 
activities.

Th e goal to achieve simple, clear and stable 
price signals to be transmitted to consumers, 
is pursued by using a simpler tariff  structure, 
based on the marginal costs structure, and by 
choosing a limited number of prices and price 
variables associated with time-of-day tariff  pe-
riods.

Time-of-day tariff  periods are set by choos-
ing hours with similar costs. Th us, marginal 
cost evolution throughout the day should de-
termine tariff  periods location. As an alterna-
tive procedure, other variables can be used to 
determine tariff  periods once they are linked 
to marginal costs (the example used in this pa-
per was hourly demand at generation bar).

In order to determine the adequate location 
for time-of-day tariff  periods applicable to the 
Portuguese electricity tariff s a methodology was 
used to optimize this location of the time peri-
ods. Th e methodology minimizes distances be-
tween real 30 minute demand data and average 
demand for each tariff  period (peak, half-peak, 
normal off -peak and super off -peak hours).

Th is paper presents the results of this meth-
odology applied to Portuguese electricity tariff  
system, where new time-of-day tariff  period 
location was determined and proposed, as an 
option, to VHV, HV and MV consumers, in-
discriminately, since 2005.
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Electricity sector evolution reinforced the need 
for regulation in the European electricity sector. 
Being recent players, European energy regulators 
undertake responsibilities on national and Euro-
pean regulation process. In Portugal, ERSE is the 
energy regulatory authority and is one of the enti-
ties involved in power quality promotion. Exam-
ples from recent improvements obtained on con-
tinuity of power supply in Portugal illustrate the 
eff ort made by the Portuguese network operators 
in this fi eld. Voltage quality monitoring is also re-
vised and some eff orts to be done are commented. 
Organised at CEER, Council of European En-
ergy Regulators, European regulators recently 
published the “Th ird Benchmarking Report on 
Quality of Electricity Supply 2005”. Th eir work 
on power quality is shortly referred. 

Index Terms: Power quality, Independent 
regulation, Power distribution, Power trans-
mission, Power Generation, Power Supply, 
Continuity of power supply, Voltage quality, 
Power quality monitoring system. 

Electricity sector recent evolution reinforced 
the need for regulation. Being recent players, 
European energy regulators assumed respon-
sibilities on the national and the European 
regulatory processes. Search for power qual-
ity has been reinforced with consumers pay-
ing more attention to their rights and network 
operators investing more in this fi eld but, also, 
giving rise to some new concerns. Th is new 
paradigm imposes new perspectives on the 

sector having clear impact on Portugal. 
Electricity industry is currently undergoing 

signifi cant restructuring. Historically, electric-
ity supply was organised under vertically inte-
grated utilities that were treated as monopo-
lies. Some components of these monopolies 
can be competitive and are being separated, 
such as power generation and power supply 
activities. 

Also, rendering of diff erent services is being 
defi ned and its costs and price setting meth-
ods are being established. Th is type of services 
named as ancillary services, control the qual-
ity of supply which can be expressed in terms 
of: frequency, voltage, back-up supply, system 
restoration, system stability. Traditionally, the 
main concern on power quality is related to 
continuity of power supply. However, more 
recently, other kind of power quality distur-
bances gain dimension, like system harmonics, 
distortion and phase unbalance.

 
Harmonic current pollution of three-phase 

electricity supply networks is becoming a seri-
ous problem due to the wide use of nonlinear 
loads such as industrial high power thyristor 
rectifi ers, phase angle controllers and a vast va-
riety of low power electronic appliances. Th ese 
appliances typically incorporate a rectifi er cir-
cuit with distorted input current followed by 
another power electronic converter.

A variety of undesirable phenomena happen 
on the power system. Mains voltages become 
distorted due to the harmonic and asymmetric 
voltage drops across the network impedance 
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caused by the harmonic and asymmetric mains 
currents components. Voltage and current 
harmonics have detrimental eff ects includ-
ing increase of power losses in the ac power 
lines, transformers and rotating machines, 
mechanical oscillations in generators and 
motors, decrease of the power factor, over-
voltages or overcurrents by resonance phe-
nomena with capacitors and inductances, 
interference with sensitive equipment and 
communication systems.

Due to these phenomena, the power 
quality is being regulated by international 
standards and by national and regional reg-
ulations and new equipments for overpass-
ing the problems has been developed. 

In recent years and following international 
tendencies, Portugal came from an electrical 
system based on a vertical integrated electricity 
organization towards a liberalized market sys-
tem, still under construction. 

Traditionally, electricity sector was organ-
ised under vertically integrated utilities, Fig. 1 
a), where the diff erent activities of power gen-
eration, transmission, distribution and supply 
were state owned and have developed under 
a monopoly regime by national utilities. Con-
sumers paid integral tariff s without any free-
dom of choice.

Th is model presented the following charac-
teristics:

• Vertically integrated activities imposing the 
need for coordination (centralised dispatch-
ing).

• State owned activities giving fi nancing cred-
ibility that assures investments needs.

• Monopoly activity, allowing some scale 
economies but also some high costs. 

• Integral tariff s paid by consumers allowing 
cross subsidization between consumers’ classes 
in order to attain pre defi ned political objec-
tives.

Th e changes from this traditional vertical 
integrated system into a liberalized model 
came along with the recognition that power 
transmission and distribution activities are 
still natural monopolies that use intensive 
capital technologies, not allowing investment 
indivisibility and involving long construction 
periods, while power generation and power 
supply are potentially competitive activities.

Coal, hydro and natural gas are diff erent 
sources that can be used for power generation 
allowing promoters to do their own trade-off  
between the intensity of capital and variable 
costs of these diff erent power generation 
technologies, developing an opportunity to 
compete among them. 

Several recent changes contribute to this 
new competitive environment, such as the 
reduction of the optimal capacity of the 
new CCGT, the reduction of the new power 
generation stations construction times, the 
reduction of the specific capital costs per 
unit power and also the consumption in-
crease that reduces the indivisibility of the 
new power generation investments.

Also in retail supply activity, the recent 
developments in information systems, com-
puters, telecommunications and metering 
equipment lead to the reduction of the costs 
associated with the management of huge 
amount of information and thus favoring 
the introduction of competition. 

This gives rise to a model presenting ver-
tical and horizontal unbundling among
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2. Electricity Sector Evolution

A. From a vertically integrated till an unbundled 
sector

Figure 1 - Vertically integrated and liberalised models for the 
electricity sector.
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 activities, Fig. 1 b), where:
• Power generation and power supply are 

competitive activities allowing several in-
dependent players acting as power genera-
tors or power suppliers.

• Power transmission and distribution are 
maintained as natural monopoly activities.

• Competitive and monopoly activities 
must be developed by separate accountable 
and juridical entities.

The credibility and efficiency of the elec-
tricity system will increase with the legal 
and ownership unbundling between trans-
mission and distribution network activi-
ties developed in a monopoly framework 
subjected to regulation and the other ac-
tivities, generation and supply activities 
developed in a competitive environment.

The liberalised model gives a higher 
complexity to the commercial relationship 
among the different players involved in the 
electricity sector, Fig. 2. 

All these changes imposed the need for 
regulation of the natural monopoly activi-
ties with power transmission and distribu-
tion activities being developed by regulat-
ed companies (usually one Transmission 
System Operator, TSO, and one or more 
Distribution System Operators, DSO), 
and the creation of independent energy 
regulatory entities at national level. Or-
ganised markets have also been introduced 
in the sector.

Evolution of the Portuguese electricity sec-
tor liberalisation is presented in Fig. 3 where 
the timetable shows the dates for the diff erent 
market opening phases and the correspondent 
eligible consumption.

Next steps in this evolution will be the eff ec-
tiveness of the total market opening and the 
development of the Iberian Electricity Market 
(MIBEL) assuring a real competitiveness and 
sustainability to the system.

ERSE, the Portuguese Energy Regulator, 
began its activity in 1997. Starting as the elec-
tricity sector independent regulator, its duties 
where enlarged to the natural gas sector dur-
ing 2002.

In order to ensure a better performance of 
regulated companies and improve consumers’ 
welfare, ERSE regulation objectives have been 
to promote the: 

• Sectors effi  ciency, maintaining the equilib-
rium between the diff erent economic agents 
involved.

• Consumers’ welfare concerning prices, 
quality of supply guarantee, information and 
freedom of choice.

• Economical equilibrium of regulated com-
panies, allowing the adequate return to their 
investments considering the activity risk and 
the need for attracting capital. 

ERSE activity looks forward to a large par-
ticipation of all the involved agents, promoting 

B. Evolution in Portugal

Figure 2 - Commercial relationship at the liberalised electri-
city sector.

Figure 3 - Liberalisation evolution in Portugal: market ope-
ning and eligible consumption.

C. Regulation on the Portuguese electricity 
sector
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the debate around regulation rules and a trans-
parent relationship between the regulator and 
regulated companies. Also, ERSE seeks for 
developing non ambiguous rules and a foresee-
able action promoting sectors’ stability.

Nowadays, electricity is fundamental to eco-
nomic performance and international compet-
itiveness of almost all economic sectors. Com-
petitive economies are strongly dependent on 
reliable, secure and high quality electricity 
services. 

Speaking on power quality is above all to 
speak about continuity of power supply since 
any outage can have signifi cant impact on the 
production costs of industrial production 
sites. More recently, continuity of power sup-
ply gained importance due to the continuous 
growing importance of information and com-
munication technology in industry, services 
and households. Furthermore, domestic con-
sumers are also strongly dependent on elec-
tricity which is considered an essential good, 
and electricity outages are not compatible with 
our society way of life.

Another component of power quality is re-
lated to disturbances involving characteris-
tics of the supplied voltage, known as voltage 
quality. Voltage quality involves supply volt-
age variations, sudden voltage changes, fl icker 
severity, supply voltage dips, temporary and 
transient overvoltages, voltage unbalance, har-
monic distortion of voltage waveform and in-
ter harmonic voltage. Aff ecting specifi c kinds 
of equipments, these phenomena are critical 
on certain types of industrial facilities. 

Power quality responsibility is assumed by 
network operators that must assure, basically, 
an equal power quality for all consumers, at 
the same network location. 

On the other hand, each consumer wants to 
have at their disposal the amount of electricity 
they need, when they want and with the qual-
ity allowing their appliances to run properly.

Since the operators investments must be re-
munerated and the revenues of network op-
erators come from the regulated access tariff s 
paid by all consumers, the operators decision 
process is a permanent trade-off  between the 
level of power quality targeted and invest-
ments costs to be incurred in order to reach 
this target, Fig. 4. Price and quality always 
come together. 

In theory, from the system overall, an opti-
mal power quality value could be defi ned by 
taking into consideration the evolution of the 
investment costs (increasing with the quality 
level value) together with the inconveniencies 
cost to consumers (decreasing with the quality 
level value).

However, this calculation in a real scenario is 
not an easy task. First, an analysis of the rela-
tion between investment and system operation 
costs versus quality level is not easy to perform. 
However, the greater diffi  culty appears when 
defi ning the evolution of inconveniencies cost 
to consumers according to the increase of the 
quality level, since concern about power qual-
ity depends a lot on the consumer type and its 
willingness to pay for an improvement in qual-
ity level.

Power quality in Portugal presented seri-
ous drawbacks that could be identifi ed by the 
number and duration of interruptions aff ecting 
customers. 

Concerns about power quality have grown up 
in importance and several measures have been 
adopted since year 2000. 

Quality of service regulation has been 
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3. Power Quality and Regulation

A. Expectation on power quality

Figure 4 - Trade-off between power quality level, investment 
costs and inconveniences to consumers.

B. Experience in Portugal
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developed, quality levels have been defi ned and 
data about the situation began to be collected. 
DGGE (General-Directorate for Energy and 
Geology) published the Quality of Service 
Code. Network operators reinforced their in-
vestments for power quality improvements 
that were accepted by ERSE to be part of the 
regulated asset base. 

ERSE established in the Tariff  Code an in-
centive scheme to continuity of power supply 
improvement, Fig. 5. 

Th is fi nancial scheme works ex-post and af-
fects the allowed revenues for the DSO activity 
of electricity distribution in MV, resulting in a 
penalty or a reward depending on the results of 
continuity of supply performance.

Th e continuity indicator considered is the En-
ergy Not Supplied (ENS) and a reduction of 
this overall indicator shows an improvement on 
continuity of power supply. Incentive scheme is 
symmetric for penalty or reward related to a ref-
erence value of ENS (ENSRef). A dead ¬band 
with the value of ±ΔV is applied. Also, incen-
tive and reward values are limited to the values of 
RQSmax and RQSmin. 

Table 1 presents parameters of the incentive 
scheme for continuity of supply improvement 
applied during the period 2003-2005. ES is the 
supplied energy.

Th is incentive scheme is of particular impor-
tance in the distribution activity because a price 
cap regulation formulae is applied. It is know 
that price cap regulation does not promote in-
vestment. In order to counteract this eff ect, this 
scheme appears as an incentive to specifi c invest-
ments and to the implementation of measures 
allowing a better performance on continuity of 
power supply by the DSO.

Fig. 6 shows the evolution of unplanned inter-
ruptions excluding exceptional events in seven Eu-
ropean countries since 1999 till 2004.

An expressive reduction on the number of inter-
ruptions and minutes lost per customer was at-
tained in Portugal since 2001 till 2004. Data from 
2005 allows to confi rm this positive evolution for 
Portugal where present values are shown has be-
ing more in line with the other countries results. 

Th e same positive evolution is expressed when 
analysing the evolution of the energy not supplied 
(ENS), Fig. 7, in the incentive scheme for continu-
ity of supply improvement presented before. Val-
ues were normalised to a common base.

Applied for the fi rst time in 2003, we can verify 
that ENS value for 2003 felt in the dead band giv-
ing to the DSO a null reward for this year. How-
ever, results from 2004, have clearly improved and 
the maximum incentive was given to the DSO. 
Results from 2005 will also give the DSO the 
maximum reward value. On the other hand, 2001 
and 2002 results show that, if the incentive was 
in force during those years, the DSO would have 
been obliged to pay penalties related to these years’ 
performance arriving to the maximum penalty 
value in 2001. 

For the new regulatory period (2006-2008), 
ERSE reviewed the parameters of this incen-
tive scheme imposing more restricted value to 
ENSRef (ENSRef = 0,00019 × ED) and creating 
new challenges for the DSO performance. Fig. 8 
shows a comparative scheme allowing comparing 
the new limits for the incentive for 2006-2008 
with ENS values attained since 2001 till 2004. 

Th e clear improvement reported on the conti-

C. First results attained

Figure 5 - Portuguese incentive scheme for continuity of 
supply improvement.

TABLE 1
 

(€)

max
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nuity of power supply was only possible due to 
an eff ective investment eff ort from the Portu-
guese TSO and DSO, Fig. 9 and Fig. 10.

Th is amount of investments developed by 
network operators was not only justifi ed by 
the need for power quality improvements. 
Consumption evolution, equipment replace-
ment due to aging, network losses reduction 
and network congestions resolution are also 
reasons justifying network operators’ invest-
ments. 

 In spite of this investment eff ort, a clear re-
duction of the network access tariff s has also 
been possible to reach within the same period 
of time refl ecting effi  ciency gains on control-
lable costs at the distribution level. Fig. 11 
shows the mean values evolution, since 1999 
till 2006, of transport and distribution net-
work access tariff s.

Th e Quality of Service Code applied in 
Portugal mainland and the more recent pub-
lished ones to be applied at Açores and Ma-
deira Autonomous Regions also consider the 
need for implementing voltage quality moni-
toring system in its transmission and distri-
bution networks. Th is measure purpose is to 
be able to characterise voltage quality (VQ) 
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Figure 6 -  Unplanned interruptions excluding exceptional 
events): a) Minutes lost per customer per year; b) Interrup-

tions per customer per year, [1].

4. The Effort on Voltage Quality

Figure 7 -  Evolution of ENS from 2001 till 2004 and the 
incentive scheme for continuity of power supply improvement 

applied during 2003-2005.

Figure 8 -  Evolution of ENS from 2001 till 2004 and the new 
parameters for 2006-2008 of the incentive scheme for conti-

nuity of power supply improvement.

Figure 9 -  Investments at the activity of Electric Energy 
Transport by the Portuguese TSO, (current prices) [2].

Figure 10 -  Investments at the activity of Electric Energy 
Distribution by the Portuguese DSO, (current prices) [2].

A. Voltage quality monitoring
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obtained at the grid level, in a global perspec-
tive and also to detect measured points where 
VQ characteristics are overpassing specifi c 
values considered as limits. 

In Portugal mainland, the monitoring sys-
tem allows a continuous data collection at the 
more relevant points of the transmission net-
work and periodical monitoring stages at all 
the transmission network substations.

If the actual level of VQ monitoring is main-
tained or reinforced, it is considered that the 
characterisation of VQ situation at the Por-
tuguese transmission network is complete. 

Also, at distribution level in Portugal main-
land, an eff ort of VQ monitoring has been 
developed with the implementation of con-
tinuous or periodic monitoring campaigns 
that covered all the country.

Th e recent cost reduction of the monitor-
ing equipment facilitates its inclusion in a 
new substation. Taking into account that VQ 
gives rise to a large number of complaints 
from many specifi c customers, the DSO 
found important to reinforce the monitor-
ing campaigns at some specifi c locations. A 
more generalised installation of VQ moni-
toring equipment giving information from 
the distribution network relevant nodes is 
still needed.

Having their specifi c Quality of Service 
Code being published later in 2004, Açores 
and Madeira Autonomous Regions are now-
adays implementing their VQ monitoring 
system involving the islands composing these 
regions, profi ting from the advantage of the 
knowledge acquired by other networks expe-
rience. Information collected from the moni-
toring systems will allow to characterise the 
situation. 

Eff ort on implementing VQ monitoring sys-
tems developed in several countries, including 
Portugal, are necessary steps for “more” and 
“better” monitoring allowing understanding 
the VQ phenomena.

Nowadays, this objective can be easier 
reached because costs to be incurred with im-
plementation of generalised VQ monitoring 
systems are much reduced, when compared 
to any other network investments. 

A deeper knowledge on voltage dips, har-
monic distortion and other voltage quality 
phenomena obtained from the accumulated 
experience on VQ phenomena, obtained by 

Figure 11 - Evolution of the network access tariffs from 1999 
till 2006: a) Transmission network, b) HV distribution network, 

c) MV distribution network, d) LV distribution network. [2].

B.  Efforts on “more” and “better” monitoring

d)
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systematic and generalised monitoring and 
collection of the results will permit research-
ers to understand the phenomena and fi nd 
remedial solution for avoiding their conse-
quences.

Traditionally, passive LC filters and ca-
pacitors have been used to eliminate line 
current harmonics and increase the power 
factor. However these solutions have some 
drawbacks. The filters compensation char-
acteristics depend on the network equiva-
lent impedance, which is influenced by the 
consumers’ behaviour. In some practical ap-
plications, such as welding equipment where 
a random wide-band harmonic current con-
tent with the presence of inter-harmonics 
is found, the filters can become ineffective. 
Capacitors under distorted mains voltages 
conditions can have higher distorted cur-
rents and so its effectiveness is reduced. The 
quality of the power supply can be even de-
creased. Also under distorted mains voltage 
conditions overcurrent can exist in both sys-
tems.

This new framework associated with some 
of the limitations referred above of conven-
tional harmonics and reactive power com-
pensators represents an opportunity to the 
development of new technologies based in 
power electronic converters, which are able 
to perform a new generation of ancillary 
services with very high speed of response, so 
that the quality of supply is fulfilled. As ex-
amples, we can mention flexible alternating 
current transmission systems FACTS, such 
as, static var compensators SVC, advanced 
static var compensators STATCOM, active 
power filters APF and unbalanced current 
compensators. 

Making equipments insensitive to some 
VQ disturbances is another solution al-
lowing efficiently to overpass the problems. 
Equipments manufacturers must also be in-
volved in the VQ improvement efforts. 

Other aspect to be considered is related to 
the fact that VQ phenomena are aff ected by 
all the parties connected to the power sys-
tem. Requirements for both customers and 
network operators must be stated and eff orts 
must be done in order to implement methods 
allowing a clear identifi cation of voltage qual-
ity disturbances responsibilities. VQ prob-
lems are only possible to be solved by a deep 
involvement of all the network users.

Above all, it is important to reach an interna-
tional consensus on parameters defi nition and 
on measurement methodologies to be imple-
mented in the evaluation of VQ phenomena, 
in order to allow comparing results from dif-
ferent networks. Benchmarking studies de-
veloped in a systematic way at European and 
international levels are also important. More 
international cooperation including to make 
public each country’s experience will con-
tribute to a quicker progress in this domain. 
Above all, it is important to reach an interna-
tional consensus on parameters defi nition and 
on measurement methodologies to be imple-
mented in the evaluation of VQ phenomena, 
in order to allow comparing results from dif-
ferent networks. Benchmarking studies de-
veloped in a systematic way at European and 
international levels are also important. More 
international cooperation including to make 
public each country’s experience will contrib-
ute to a quicker progress in this domain.

Results presented in Fig. 6 are an example 
of data that can be obtained from the “Th ird 
Benchmarking Report on Quality of Electric-
ity Supply” published by the Council of Euro-
pean Energy Regulators (CEER).

CEER is the European association of inde-
pendent national energy regulators from the 
Member States of the European Union (EU) 
and the European Economic Area (EEA). Its 
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overall aim is to facilitate the creation of a sin-
gle competitive, effi  cient and sustainable internal 
market for gas and electricity in Europe. Created 
on 1999, is composed, nowadays, by twenty six 
members (www.ceer eu.org).

From 2001, European energy regulators, or-
ganised at CEER, prepare bi-annual assessments 
on the quality of electricity supply which should 
benchmark the status of supply service quality 
across CEER member states. 

In December 2005, CEER has launched the 
“Th ird Benchmarking Report on Quality of 
Electricity Supply” covering the most important 
features of quality of electricity supply: continu-
ity, customer services (or commercial quality) 
and voltage quality. Th is 2005 report is the re-
sult of joint work of 19 European regulators and 
refl ects the importance that regulators attach to 
quality issues in the liberalisation process. A hard 
background work of data collection and concepts 
harmonisation was performed by involved regu-
lators in order to attain this report.

In CEER workplan for 2006, European energy 
regulators committed themselves to pay a special 
attention to power quality issues in coming years. 
One step goes through the dialogue reinforce-
ment with CENELEC, European Committee 
for Electrotechnical Standardization, in order to 
assure the revision by CENELEC of the stand-
ard EN 50160 with the participation of CEER 
and in cooperation with other stakeholders.

Need for regulation in the European electric-
ity sector was reinforced by sector evolution 
that came from an electrical system based on a 
vertical integrated electricity organization to-
wards a liberalized market system. In Portugal, 
ERSE is the energy regulatory authority and 
the promotion of power quality is one of its 
duties. Eff orts developed in Portugal for power 
quality improvement began to present results 
and the example of the incentive scheme for 
continuity of supply improvement is present-
ed. Power quality involves also voltage quality. 
Being a recent issue, several eff orts to be done 
on voltage quality were commented. CEER is 
the European association of independent na-
tional energy regulators from the European 
Union and has launched in December 2005 
the “Th ird Benchmarking Report on Quality 
of Electricity Supply” covering the most im-
portant features of quality of electricity sup-
ply.
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results presented for Portugal. Acknowledge-
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A regulação da actividade de distribuição 
de energia eléctrica em Portugal continental é 
efectuada por price cap. Este tipo de regulação 
incentiva as empresas a serem mais eficientes 
levando-as a reduzir os custos das suas acti-
vidades. No entanto, pode ter consequências 
a nível de investimentos nas redes e sua ma-
nutenção e consequentemente deterioração dos 
serviços prestados, nomeadamente a nível de 
qualidade de serviço. Tendo em consideração 
este comportamento, em 2001 a ERSE – Enti-
dade Reguladora dos Serviços Energéticos criou 
um incentivo à melhoria da qualidade de ser-
viço nas redes de distribuição em média tensão 
baseado num indicador geral de continuidade 
de serviço – Energia Não Fornecida (ENF). 
Com este incentivo o operador da rede é pre-
miado pelo seu bom desempenho e penalizado 
quando o desempenho é pior que um determi-
nado valor de referência.

A regulação da actividade de distribuição de 
energia eléctrica em Portugal continental é efec-
tuada por price cap. O objectivo deste método 
de regulação é criar um incentivo à efi ciência 
da empresa regulada. O regulador estabelece os 
objectivos e os incentivos fi cando à liberdade da 
empresa a forma como actua para atingir esses 
objectivos.

Neste tipo de regulação é fi xado um valor má-
ximo de remuneração das empresas para o fi nal 
do período de regulação. Na defi nição deste va-
lor é tomado como ponto de partida a situação 
da empresa no início do período regulatório 

(preço máximo inicial) e estabelecida a forma 
de evolução dos ganhos de efi ciência através de 
uma taxa de evolução.

Na utilização de um método de price cap é 
necessário nomeadamente, defi nir o preço má-
ximo em função de variáveis que estejam direc-
tamente relacionadas com o desempenho das 
empresas, de forma a evitar situações em que a 
empresa ganhe uma renda económica que não 
resulte de um melhor desempenho. Por seu 
turno, na defi nição do indicador de produtivi-
dade, o indexante do preço tem que ser exógeno 
ou não infl uenciável pela actuação da empresa. 
Normalmente o indexante escolhido é o Índice 
de Preços implícitos no Consumo (IPC). 

De forma genérica, a regulação por price cap 
tem a seguinte formulação:

 P1=p0(1+IPC‒X)
• P1: Preço máximo a atingir no fi nal do perí-

odo regulatório.
• po: Preço máximo no início do período re-

gulatório
•  IPC: indexante do preço que defi ne a forma 

como evolui o preço ao longo do período de re-
gulação.

• X: parâmetro de regulação que traduz os po-
tenciais ganhos de efi ciência da empresa.

Caso a empresa atinja um valor de efi ciência 
superior ao estabelecido tem o prémio de fi car 
com esse ganho. Desta forma, este tipo de re-
gulação constitui um incentivo à empresa para 
inovar e reduzir custos, atingindo níveis mais 
elevados de efi ciência e deste modo reter os 
respectivos ganhos. Devido a este incentivo, a 
empresa regulada tem tendência a diminuir os 
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seus custos, nomeadamente os custos de ma-
nutenção das redes e de investimentos. Por esse 
motivo, de forma a evitar a degradação da rede 
e a qualidade de serviço prestada, bem como a 
actuação da empresa nomeadamente em termos 
sociais e ambientais, à regulação por price cap 
estão normalmente associados incentivos ex-
plícitos em matérias como qualidade de serviço, 
perdas e desempenho ambiental. Estes incenti-
vos têm por objectivo infl uenciar de forma mais 
efi caz os comportamentos das empresas e dos 
consumidores no sentido de maior efi ciência. 

Atendendo ao descrito, em 2001, no âmbi-
to das alterações aos regulamentos do sector 
eléctrico da responsabilidade da ERSE, no 
Regulamento Tarifário1, os proveitos permi-
tidos à concessionária da Rede Nacional de 
Distribuição, em Portugal continental, no âm-
bito da actividade de Distribuição de Energia 
Eléctrica em média tensão (MT), passaram a 
incorporar uma parcela que inclui três meca-
nismos de incentivo. Os mecanismos visam: a 
redução das perdas, a recuperação dos custos 
afectos à promoção da qualidade do ambien-
te e a melhoria da qualidade de serviço. Todos 
estes incentivos têm uma actuação a posteriori, 
com um desfasamento de dois anos.

O incentivo à melhoria da qualidade de ser-
viço previsto no Regulamento Tarifário come-
çou a produzir efeitos a partir do ano de 2003. 
Assim, e atendendo ao modelo estabelecido no 
Regulamento Tarifário, o apuramento do va-
lor do incentivo em 2003 foi introduzido para 
efeitos de cálculo dos proveitos da actividade 
de Distribuição de Energia Eléctrica em MT 
em 2005.

Até à data de publicação do primeiro Regu-
lamento da Qualidade de Serviço, em 20002, 
a regulação da qualidade de serviço de sector 
eléctrico em Portugal era escassa ou quase ine-
xistente. Nos regulamentos de segurança exis-
tia a referência ao valor de tensão a garantir no 
cliente. No entanto, o conceito de qualidade de 
serviço associada à perspectiva da qualidade 

percebida pelo cliente não era contemplado.
Refi ra-se que, o conceito de qualidade de 

serviço é recente. Em 25 de Julho de 1985, a 
Directiva n.º 85/374/CEE, relativa à aproxi-
mação das disposições legislativas, regulamen-
tares e administrativas dos Estados - membros 
em matéria de responsabilidade decorrente 
dos produtos defeituosos, defi niu pela primei-
ra vez a electricidade como um produto.

Esta directiva tornou necessário defi nir os 
parâmetros mínimos que caracterizam o pro-
duto electricidade sem defeito, para que fosse 
possível a atribuição da responsabilidade ao 
produtor pelo fornecimento de um produto 
defeituoso. Nesse sentido, em Setembro de 
1989, a UNIPEDE – União Internacional dos 
Produtores e Distribuidores de Energia Eléc-
trica, publicou um documento no qual defi niu 
as características físicas da tensão de alimen-
tação para as redes de distribuição em média 
tensão. Em Novembro de 1994, o CENELEC   
European Committee for Electrotechnical 
Standardization publicou a norma europeia 
EN 50 160 a qual estabelece os limites de va-
riação das características da tensão no ponto 
de entrega ao cliente nas redes de distribuição 
em MT e baixa tensão (BT), em condições 
normais de funcionamento.

Em 2000, a publicação e entrada em vigor 
do Regulamento da Qualidade de Serviço, de 
aplicação a Portugal continental, cria a necessi-
dade dos operadores das redes efectuarem uma 
recolha sistematizada e criteriosa da informa-
ção necessária à caracterização da qualidade 
de serviço prestada. Essa informação teria que 
permitir determinar os indicadores de quali-
dade de serviço estabelecidos no Regulamento 
da Qualidade de Serviço, quer em termos de 
qualidade comercial quer em termos de qua-
lidade técnica. A qualidade de serviço técnica 
está associada ao desempenho das redes de 
energia eléctrica:

• Quantifi ca a ocorrência de situações de au-
sência de energia eléctrica, através do número 
e da duração das interrupções (continuidade 
de serviço).
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1 Regulamento Tarifário aprovado pelo Despacho n.º 18413-A, de 1 de Setembro, da Entidade Reguladora do Sector Eléctrico.
2 Regulamento da Qualidade de Serviço publicado em anexo ao Despacho n.º 12917 A/2000, de 23 de Junho, da Direcção Geral de Energia.
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• Caracteriza as condições em que a energia 
eléctrica é fornecida aos clientes (qualidade da 
onda de tensão). 

O regulamento estabeleceu também a atri-
buição de compensações aos clientes por in-
cumprimento dos padrões de qualidade de 
serviço associados aos indicadores individuais 
de continuidade de serviço e qualidade comer-
cial.

Até essa altura, as empresas recolhiam e tra-
tavam alguma da informação necessária para 
a gestão interna da rede. Na distribuição de 
energia, os indicadores de continuidade mais 
utilizados eram a END MT (energia não 
distribuída em MT) e o TIEMT (tempo de 
interrupção equivalente em média tensão). Re-
lativamente à qualidade da onda de tensão, as 
empresas não efectuavam uma caracterização 
sistemática. No entanto, a informação existen-
te, apesar de escassa, e por comparações com 
países da união europeia, evidenciava a neces-
sidade de se tomarem medidas no sentido de 
melhorar a qualidade de serviço prestada. Por 
outro lado, a comparação dos padrões gerais e 
individuais de continuidade de serviço então 
estabelecidos no Regulamento da Qualidade 
de Serviço e os equivalentes em vigor em Es-
panha, evidenciou ainda o baixo nível de quali-
dade de serviço imposto pelo regulamento em 
Portugal.

Neste contexto, dado o tipo de regulação 
aplicável à distribuição de energia eléctrica e 
o baixo nível de qualidade prestado, conside-
rou-se oportuno estabelecer um mecanismo de 
incentivo à melhoria da qualidade de serviço, 
com o qual se pretendia uma efectiva melhoria 
da qualidade de serviço.

No estabelecimento de um incentivo, e em 
concreto, num incentivo relativo à qualidade 
de serviço, é necessário atender a alguns crité-
rios. Considerou-se necessário que o incenti-
vo fosse de simples entendimento e aplicação, 

nomeadamente no que se refere à defi nição do 
nível de qualidade desejável e da forma como 
a empresa é premiada ou penalizada pelo seu 
desempenho

No mesmo raciocínio de aplicação de um 
price cap, o incentivo à melhoria da qualidade 
de serviço consiste no estabelecimento de uma 
meta: caso a empresa supere essa meta, terá di-
reito a um prémio (um ganho extraordinário) 
caso a empresa fi que aquém dessa meta será 
penalizada através da redução do valor dos 
proveitos permitidos. 

O estabelecimento de um incentivo relativo à 
qualidade de serviço não é uma tarefa fácil de 
concretizar. Teoricamente, o estabelecimento 
de um incentivo deve ser efectuado atendendo, 
por um lado, à predisposição do consumidor 
pagar por cada unidade de melhoria da quali-
dade de serviço e, por outro, ao custo associado 
ao incremento de uma unidade de qualidade 
de serviço. O objectivo do incentivo será obter 
o ponto óptimo social, ponto a partir do qual 
o custo de melhoria de qualidade é superior ao 
benefício que se obtém.

No entanto, a obtenção das curvas associadas 
à valorização da qualidade de serviço por parte 
do consumidor e aos custos da qualidade é um 
exercício complexo, revestindo-se de algumas 
questões de difícil e complexa exequibilidade.

Desde logo coloca-se a questão sobre o que 
é qualidade de serviço. Dada a complexidade 
de um produto como a energia eléctrica não 
é possível estabelecer uma avaliação unidi-

Incentivo à Melhoria da Qualidade de Serviço

Princípios gerais

Parâmetro de referência

Figura 1 - Relação de custos de qualidade e investimentos
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mensional da sua qualidade. A valorização da 
qualidade de serviço é diferente de cliente para 
cliente, nomeadamente atendendo à utiliza-
ção que faz da energia eléctrica, por exemplo 
se é um cliente industrial, ou de comércio, ou 
de serviços, ou doméstico. Na realidade não 
existe uma curva mas uma multiplicidade de 
curvas de valorização da qualidade. No que se 
refere ao nível de investimentos, as empresas 
conseguem apurar qual o custo da qualidade 
prestada mas não sabem quanto custará au-
mentar o nível de qualidade, revestindo-se 
ainda de maiores difi culdades traçar uma cur-
va de custos. Por outro lado, os investimentos 
realizados nas redes têm impactos em diversos 
domínios, por exemplo, investimentos em in-
fra estruturas com o objectivo de melhorar a 
qualidade de serviço infl uenciam o valor das 
perdas na rede e os investimentos efectuados 
com vista à diminuição de perdas infl uenciam 
o nível de qualidade de serviço.

Assim, para estabelecer o objectivo de quali-
dade de serviço, tornou-se necessário defi nir a 
qualidade de serviço a avaliar, isto é, um indi-
cador de qualidade de serviço a avaliar.

Na escolha do indicador teve-se em conside-
ração o seguinte: 

• A continuidade de serviço é o aspecto téc-
nico da qualidade que está directamente rela-
cionado com o nível de investimentos e a es-
tratégia de operação e manutenção da rede, e 
portanto, o que mais pode sofrer perante um 
incentivo de redução de custos.

• Os mecanismos de incentivo/penalização 
baseados em índices gerais de qualidade de 
serviço, ou seja, índices de sistema, estão mais 
orientados para obter o nível de qualidade 
correspondente ao óptimo social e adequar a 
remuneração global da empresa de distribui-
ção aos investimentos realizados, controlando 
o nível de qualidade oferecido pelo sistema. O 
incentivo deve funcionar como um ajuste da 
remuneração da empresa de distribuição. Por 
seu lado, os indicadores individuais aos clien-
tes estão orientados para garantir que todos 
os clientes tenham um nível de qualidade mí-

nimo. Neste caso, as compensações ao cliente 
funcionam como uma sanção para a empresa 
de distribuição de energia eléctrica por não 
cumprir com o nível de qualidade estipulado. 
De facto estes mecanismos são complementa-
res, cumprindo cada um deles uma parte dos 
objectivos estabelecidos para uma boa regula-
ção da qualidade de serviço. 

Tendo em consideração os referidos critérios, 
optou-se por defi nir o incentivo com base num 
indicador geral sendo o indicador escolhido a 
Energia Não Distribuída na MT (END MT). 
Este indicador de continuidade de serviço, 
mais que quantifi car a não continuidade de 
serviço, quantifi ca o inconveniente de ausên-
cia de energia eléctrica, avaliando em termos 
de utilização qual o impacto das interrupções 
ocorridas. É de referir que, caso fosse utilizado 
um indicador de continuidade de serviço que 
avaliasse apenas a ausência de energia eléctri-
ca, por exemplo o número ou a duração de in-
terrupções, não haveria qualquer indicação do 
impacto nos consumidores das interrupções 
de serviço. Refi ra-se que o impacto de uma 
interrupção de serviço nos consumidores de-
pende muito da intensidade de consumo dos 
consumidores atingidos, bem como do mo-
mento de interrupção, quer seja ao longo do 
dia ou do ano. 

O incentivo à melhoria da qualidade de servi-
ço foi estabelecido tendo por base um valor de 
END MT de referência.

O valor da energia não distribuída é calcula-
do através da seguinte fórmula: 

    END = ED × TIEPI / T
• ED: Energia entrada na rede de distribui-

ção em MT durante o ano, em kWh.
• TIEPI: Tempo de interrupção equivalente 

da potência instalada, em horas, calculado para 
toda a rede de distribuição em MT, de acordo 
com o Regulamento da Qualidade de Serviço.

• T: Número de horas do ano.
De acordo com a defi nição constante nas 

normas complementares publicadas ao abrigo 
do Regulamento da Qualidade de Serviço, o 
indicador de continuidade geral TIEPI defi ne-
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se como sendo o quociente entre os seguintes 
valores:

• O somatório do produto da potência ins-
talada nos postos de transformação de ser-
viço público ou particulares pelo respectivo 
tempo de interrupção de fornecimento da-
queles postos.

• O somatório das potências instaladas em 
todos os postos de transformação, de serviço 
público e particulares, da rede de distribui-
ção.

O resultado obtido para o indicador traduz 
o tempo médio de duração de interrupção de 
toda a potência de transformação instalada 
na rede de distribuição em MT nesse ano.

De forma a evitar que as imprecisões as-
sociadas à informação disponível resultem 
em alterações dos proveitos permitidos, i.e., 
resultem em penalidades ou ganhos para a 
empresa que não estejam associados ao seu 
desempenho, considerou-se necessário es-
tabelecer uma gama de valores em torno do 
valor de END de referência (ΔV) para os 
quais o incentivo é nulo. Dada esta caracte-
rística é habitual designar esta gama de valo-
res de banda morta.  

Para valores superiores ou inferiores aos 
estabelecidos pelos limites da banda morta 
o valor do incentivo varia proporcionalmen-
te ao afastamento do valor da energia não 
fornecida relativamente a esses valores. Des-
ta forma, estabelece-se uma valorização de 
energia não distribuida expressa em €/kWh.

Adicionalmente, foi considerado que o in-
centivo deveria ter um valor máximo, quer 
no valor do prémio quer no valor da pena-
lização.

Atendendo ao descrito, o mecanismo de 
incentivo à melhoria da qualidade de serviço 
pode sistematizar-se na figura que se segue.

Como se depreende da fi gura, o mecanismo 

do incentivo é defi nido por cinco parâme-
tros: 

• ENDREF: Energia não distribuída de refe-
rência (kWh).

• ΔV: Valor de variação da ENDREF.
• VEND: Valorização da energia não distri-

buída (€/kWh).
• RQSmáx: Valor máximo do prémio (€).
• RQSmín: Valor máximo da penalidade (€).
A curva do mecanismo traduz os seguintes 

princípios: 
• Para valores de qualidade considerados 

adequados, valores de END dentro do inter-
valo [ENDREF‒ΔV, ENDREF+ΔV], o valor do 
incentivo é nulo, i.e., a parcela de ajustamento 
dos proveitos da actividade de Distribuição de 
Energia Eléctrica não é afectada.

• Nas situações em que o nível de qualida-
de prestado é superior ao tomado como re-
ferência, para valores de END inferiores a 
ENDREF‒ΔV, o incentivo toma valores positi-
vos sendo o ajuste dos proveitos da actividade 
de Distribuição de Energia Eléctrica afectado 
até ao valor limite de RQSmáx, corresponden-
do a um aumento do valor dos proveitos per-
mitidos.

• Nas situações em que o nível de qualidade é 
inferior ao de referência, para valores de END 
superiores a ENDREF+ΔV, o incentivo toma 
valores negativos sendo o ajuste dos proveitos 
da actividade de Distribuição de Energia Eléc-
trica afectado até ao valor limite de RQSmín, 
correspondendo a uma diminuição nos provei-
tos permitidos.

• Para um determinado ano, uma vez fi xa-
dos os parâmetros respectivos (RQSmáx, 

Defi nição do valor do incentivo

Figura 2 - Incentivo à melhoria da Qualidade de Serviço

Modelo do incentivo à melhoria da qualidade 
de serviço
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RQSmín, ENDREF, ΔV e VEND), o valor do 
incentivo à melhoria da qualidade de serviço 
em MT a incluir no cálculo dos proveitos per-
mitidos (RQS) depende do valor da END no 
ano em causa.

De seguida é apresentada, de forma histó-
rica, a forma de defi nição dos parâmetros do 
incentivo à melhoria da qualidade de serviço, 
de acordo com o publicado nos documentos 
anuais da ERSE de divulgação das tarifas e 
preços para a energia eléctrica, descrevendo o 
contexto em que tal defi nição foi efectuada e 
que condicionou o valor dos mesmos.

Com o objectivo de realizar estudos condu-
centes à defi nição dos parâmetros necessários 
à implementação de mecanismos de incentivo 
à qualidade de serviço para os anos de 2003 e 
2004, a ERSE celebrou um contrato de con-
sultoria com o INESC Porto. Não sendo pos-
sível contar com a colaboração da EDP Distri-
buição (operador da rede de distribuição em 
MT em Portugal continental), nomeadamente 
na disponibilização de informação considera-
da necessária, o INESC Porto apresentou a 
sua proposta para defi nição dos parâmetros 
ENDREF e ΔV com base na informação dis-
ponível na ERSE sobre qualidade de serviço e 
na publicação da EDP Distribuição “Relatório 
Síntese - Qualidade de Serviço 2000”.

A falta de informação foi o principal condi-
cionalismo à realização dos estudos.

No que se refere especifi camente ao modo 
de cálculo do indicador TIEPI e da ED a con-
siderar para apuramento do valor de END, o 
INESC Porto considerou os seguintes pressu-
postos:

• No cálculo do valor do TIEPI foram con-
sideradas apenas as interrupções longas (in-
terrupções acidentais com duração superior a 

três minutos) não devidas a casos fortuitos 
ou de força maior, razões de interesse público, 
razões de serviço, razões de segurança, acordo 
com o cliente e facto imputável ao cliente. As 
situações de exclusão são as estabelecidas no 
Regulamento da Qualidade de Serviço.

• No cálculo do TIEPI apenas são consi-
deradas as ocorrências com origem nas redes 
dos distribuidores, para todos os níveis de 
tensão, que causam interrupções nos pontos 
de entrega da rede de distribuição em MT. As 
interrupções na rede de distribuição em MT 
com origem na Rede Nacional de Transporte 
(RNT) não são consideradas para efeitos de 
cálculo do TIEPI, e em consequência, no cál-
culo da END.

• O valor da ED, energia entrada na rede de 
distribuição em MT, utilizado para o cálculo 
da END, corresponde à energia entregue às 
redes de distribuição em MT e BT (medida 
nos contadores dos secundários dos transfor-
madores AT/MT).

• A energia entregue aos clientes em AT e as 
perdas na rede AT não estão incluídas no valor 
da energia entrada na rede de distribuição em 
MT.

• O mecanismo é simétrico, ou seja, 
|RQSmáx|=|RQSmín|.

Com base nos pressupostos referidos, o 
INESC Porto propós que os valores dos parâ-
metros técnicos fossem estabelecidos em valor 
percentual relativamente à ED, obedecendo 
aos seguintes critérios:

• O valor percentual de ENDREF deveria ser 
inferior ao melhor dos valores de END identi-
fi cados no estudo (período 1996-2001).

• O valor percentual de ΔV deveria ser fi xa-
do de molde a que o valor a partir do qual há 
lugar a uma diminuição dos proveitos permiti-
dos (ENDREF + ΔV) fosse aproximadamente 
igual ao melhor valor percentual de END veri-
fi cado nos anos analisados (1999). 

Na ausência de valores de TIEPI desagre-
gados por causa e origem de interrupções no 
período de 1996 a 2000, o INESC Porto utili-
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zou os valores de 2001 para determinar a per-
centagem do valor anual de TIEPI correspon-
dente às condições referidas. No que se refere 
à contribuição das ocorrências na RNT para o 
valor de TIEPI, o INESC Porto estimou que 
em ano médio os incidentes com origem na 
RNT contribuem em cerca de 3% para o valor 
do TIEPI na rede de MT. 

A proposta para valorização da energia 
não distribuída, VEND, apresentada pelo 
INESC Porto foi desenvolvida com base numa 
metodologia onde se cruzam valorizações de 
energia não distribuída, defi nidas para outros 
países, com indicadores de carácter macro-
económico.

Na defi nição dos limites máximo e míni-
mo do incentivo, RQSmáx e RQSmín, o 
INESC Porto propôs a sua indexação aos pro-
veitos permitidos para a actividade de Distri-
buição de Energia Eléctrica. Na sua defi nição 
teve em consideração o seguinte:

• Evitar variações bruscas dos proveitos per-
mitidos no âmbito da actividade de Distribui-
ção de Energia Eléctrica, tendo em conta o 
mecanismo de incentivo defi nido.

• Procurar induzir aumentos de investimen-
to destinados à melhoria da qualidade de ser-
viço.

• Desmotivar comportamentos traduzidos 
pelo pagamento sistemático de uma penalida-
de, por a mesma não ter impacto económico 
signifi cativo na economia da empresa.

Tendo em consideração os pressupostos e 
a metodologia apresentada, o INESC Porto 
propôs os seguintes valores para os parâme-
tros:

• ENDREF = 0,00042×ED
• ΔV = 0,00005×ED
• VEND = 2 €/kWh
• |RQSmáx| = |RQSmín| = 1% dos provei-

tos permitidos na actividade de Distribuição 
de Energia Eléctrica

Em Julho de 2002, a ERSE enviou à 

EDP Distribuição o Relatório do INESC 
Porto e uma nota com a metodologia para 
defi nição da energia entrada na rede de distri-
buição em MT, solicitando comentários. Em 
resposta, a EDP Distribuição enviou à ERSE, 
em Setembro, um conjunto dos comentários 
dos quais se destacam os seguintes:

• O limite superior sugerido no estudo para o 
incentivo (1% dos proveitos permitidos para a 
actividade de Distribuição de Energia Eléctri-
ca) é demasiado elevado, considerando que se 
traduz na prática em uma redução adicional de 
1% dos proveitos.

• A banda de indiferença, valores compreen-
didos entre (ENDREF ‒ ΔV) e (ENDREF + ΔV), 
foi estabelecida para que não haja lugar a pe-
nalização no melhor dos anos da série, o que 
implica que, para o conjunto dos anos anali-
sados, a EDP Distribuição não tenha direito a 
receber um incentivo.

• O modelo econométrico utilizado na de-
terminação do valor de VEND com base no 
PIB valorizado através das Paridades de Poder 
de Compra é discutível, na medida em que os 
países com menor intensidade eléctrica têm, 
automaticamente, valores mais elevados para a 
variável em análise.

Em conclusão, a EDP Distribuição consi-
derou não haver fundamento razoável para 
o estabelecimento dos parâmetros técnicos 
(END e ΔV) e discutível o rigor científi co da 
metodologia utilizada para determinação dos 
parâmetros económicos (RQSmáx, RQSmín 
e VEND).

Na sequência dos comentários apresentados, 
a EDP Distribuição propôs que:

• O valor de referência a fi xar para END seja 
determinado de forma a que o incentivo seja 
neutro, tendo em conta a realidade traduzida 
na informação disponível dos últimos anos.

• O montante correspondente à diminuição 
de proveitos permitidos a que eventualmente 
haja lugar seja direccionado para um fundo 
de investimento obrigatório, cuja monitori-
zação seja atribuída à ERSE, sendo o respec-
tivo plano de investimento submetido pela 

Comentários da EDP Distribuição ao estudo do 
INESC Porto

INCENTIVO À MELHORIA DA QUALIDADE DE SERVIÇO
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EDP Distribuição à aprovação da ERSE.
A EDP Distribuição não produziu qual-

quer comentário sobre a metodologia 
para definição da energia entrada na rede 
de distribuição em MT nem apresentou 
qualquer alternativa às metodologias uti-
lizadas pelo INESC Porto na definição 
dos parâmetros.

Os valores adoptados pela ERSE tiveram 
por base os estudos do INESC Porto, ten-
do sido igualmente considerados alguns 
comentários apresentados pela EDP Dis-
tribuição e o acesso a informação mais re-
cente (informação relativa ao 1.º semestre 
de 2002). 

Conforme já referido, a informação dispo-
nível sobre continuidade de serviço na rede 
de distribuição em MT era escassa. Este 
facto constituiu a principal dificuldade no 
estabelecimento de uma metodologia para a 
determinação dos parâmetros de regulação 
associados à melhoria da continuidade de 
serviço na rede de MT. Esta limitação con-
duziu às seguintes opções fundamentais na 
definição dos parâmetros de regulação:

• Cálculo da ENDREF de acordo com infor-
mação obtida durante a vigência do RQS. 
A informação disponível correspondia ao 
período entre 1 de Janeiro de 2001 a 30 de 
Junho de 2002. Propôs-se que o valor de 
ENDREF correspondesse ao menor valor da 
energia não distribuída verificada nos três 
períodos anuais a seguir indicados:

 ‒ 01/01/2001 a 31/12/2001
 ‒ 01/04/2001 a 31/03/2002
 ‒ 01/07/2001 a 30/06/2002
• O incentivo foi calibrado de modo a que 

a empresa fosse motivada a investir numa 
melhoria da continuidade de serviço relati-
vamente ao melhor dos períodos anuais re-
feridos, de 01/04/2001 a 31/03/2002.

• Para evitar o efeito da variação de con-
sumo de um ano para o outro, optou-se 
por estabelecer o valor de ENDREF em va-

lor percentual relativamente à ED (energia 
entrada na rede de MT), fixado em 0,04%, 
correspondente ao valor verificado no perí-
odo de 01/04/2001 a 31/03/2002.

• O valor do parâmetro ΔV foi estabele-
cido como uma percentagem da ENDREF. 
Propôs-se que correspondesse a 12% do 
valor de ENDREF. A banda de indiferença 
(+ΔV) pretende evitar que as imprecisões 
associadas à informação disponível resul-
tem em alterações dos proveitos permiti-
dos. O valor proposto pela ERSE é idêntico 
ao proposto pelo INESC Porto.

• O valor de VEND é estabelecido em 
1,5 €/kWh.

• O valor de RQSmáx e RQSmín é fixado 
em 5 milhões de euros, o que corresponde 
a cerca de 0,55% dos proveitos permitidos 
para a actividade de Distribuição de Ener-
gia Eléctrica em 2003. Considera-se que o 
mecanismo deve actuar de forma simétri-
ca.

• O TIEPI é calculado de acordo com o 
Regulamento da Qualidade de Serviço, ex-
cluindo igualmente as interrupções origi-
nadas na Rede Nacional de Transporte.

Como se pode verificar, a decisão de utili-
zar somente informação aprovada durante a 
vigência do Regulamento da Qualidade de 
Serviço levou a ERSE a definir, para 2003 
e 2004, valores dos parâmetros RQSmáx, 
RQSmín e VEND mais prudentes do que 
os sugeridos pelo INESC Porto.

Os parâmetros defi nidos para 2003 e 2004 
foram:

• ENDREF = 0,0004 x ED
• ΔV = 0,12 x ENDREF
• VEND = 1,5 €/kWh
• |RQSmáx| = |RQSmín|= 5 000 000 €

Tendo por base os parâmetros estipulados 
pela ERSE, procedeu-se ao cálculo do valor 
do incentivo para os três períodos anuais in-
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cluídos no período de vigência do Regula-
mento da Qualidade de Serviço.

Da análise efectuada, verificou-se que ape-
nas no ano de 2001 a EDP Distribuição 
registaria uma diminuição dos proveitos 
permitidos, sendo o incentivo nulo nos res-
tantes casos. Recorda-se que o primeiro tri-
mestre de 2001 foi bastante negativo no que 
respeita à continuidade de serviço em con-
sequência das más condições meteorológicas 
verificadas naquele período.

Caso se adoptasse a metodologia do 
INESC Porto ao período anual base escolhi-
do pela ERSE (01/04/2001 a 31/03/2002), 
utilizando assim informação obtida de acordo 
com o Regulamento da Qualidade de Serviço, 
o mecanismo do INESC Porto seria calibrado 
de modo a que ENDREF+ΔV = END01/04/2001 

a 31/03/2002.
 Em 2005 mantiveram-se os valores dos parâ-

metros estabelecidos para o período regulató-
rio de 2003-2004.

Para defi nição dos parâmetros do incentivo 
para 2006 foi efectuada uma análise da apli-
cação do incentivo desde 2003 a 2005. Dos 
cinco parâmetros que defi nem o incentivo à 
melhoria da qualidade de serviço, a ENDREF 
é o parâmetro cuja alteração é justifi cada pela 
variação dos resultados obtidos para o indica-
dor TIEPI. Assim, considerando que, durante 
os anos de aplicação do incentivo à melhoria 
da qualidade de serviço entre 2003 e 2004 não 
se verifi caram factos que revelassem a neces-
sidade de alteração dos demais parâmetros 
(ΔV, VEND, RQSmáx e RQSmín), estes 
mantiveram-se iguais ao estabelecido até então.

Para defi nição do parâmetro de ENDREF foi 
efectuada a análise de evolução do indicador 
TIEPI. Da informação anual disponível veri-
fi cou-se uma diminuição continuada do valor 
de TIEPI, realçando-se o ano de 2004 cujo 
valor corresponde a 53% do valor registado 
em 2003. Além de se verifi car uma diminui-
ção do TIEPI ao longo do período em análise, 

verifi cou-se ainda que esta variação é crescente. 
No entanto, a taxa de variação do TIEPI de 
2003 para 2004 foi muito superior às demais 
taxas de variação (aproximadamente 3 vezes 
superior à taxa de variação registada de 2002 
para 2003). No entanto, apesar de em 2004 ter 
ocorrido uma acentuada melhoria do desem-
penho da rede, ainda não se atingiu um nível 
de saturação e, portanto, considerou-se admis-
sível manter um incentivo que levasse a empre-
sa a atingir níveis de qualidade superiores.

Na fi xação do parâmetro ENDREF tomou-
se como ponto de partida o valor de TIEPI 
obtido em 2004, sobre o qual se admitiram 
diversas taxas de melhoria anuais. O valor de 
TIEPI de referência para 2006, que defi ne o 
valor do parâmetro de ENDREF foi obtido a 
partir do valor de TIEPI de 2004 consideran-
do uma taxa de melhoria anual do TIEPI de 
8%, i.e., considerando que o valor de TIEPI 
num determinado ano corresponde a 92% do 
valor do ano precedente.

O valor de ENDREF para 2006 corresponde a 
0,00019x ED.

O incentivo à melhoria da qualidade de servi-
ço começou a produzir efeitos em 2003, sendo 
2005 o terceiro ano de aplicação do incentivo:

• Em 2003, o valor de END situou-se entre 
[ENDREF‒ΔV, ENDREF+ΔV] e portanto o va-
lor do incentivo aplicado em 2005 foi nulo.

• Em 2004 e 2005 o valor de END foi in-
ferior a ENDREF  ΔV ‒ (RQSmáx/VEND) 
sendo o valor a aplicar nos proveitos em 2006 
e em 2007 corresponde ao prémio máximo 
(RQSmáx), i.e., 5 milhões de euros.

Considerando-se desejável a defi nição de pa-
râmetros de incentivos à melhoria da qualidade 
de serviço até ao fi nal do actual período regu-
latório, propôs-se o estabelecimento dos parâ-
metros do incentivo à melhoria da qualidade 
de serviço para 2007 e 2008. Adicionalmente, 
e tal com efectuado anteriormente, não haven-
do circunstâncias que o justifi quem, propõs-se 
alterar o valor do parâmetro ENDREF (parâme-

Defi nição dos Parâmetros para 2007-2008

Defi nição dos Parâmetros para 2006
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tro associado ao desempenho da rede avaliado 
através do TIEPI) mantendo-se os valores dos 
demais parâmetros.

Atendendo à fórmula de cálculo da END, a 
defi nição de ENDREF como um valor percen-
tual de ED e a defi nição de ΔV como uma per-
centagem da ENDREF, signifi ca que estes valo-
res fi cam defi nidos em função de um valor de 
TIEPI de referência que defi nirá a qualidade 
de serviço a prestar pela empresa. Deste modo, 
as análises efectuadas para defi nição dos parâ-
metros do incentivo à melhoria da qualidade 
de serviço para 2007 e 2008 basearam-se nos 
resultados de TIEPI.

O Quadro 1 apresenta os valores anuais do 
TIEPI desde 2001 a 2005, a taxa de variação 
de um determinado ano relativamente ao ano 
precedente e os valores de TIEPI dos dois pri-
meiros trimestres de 2006.

De 2004 para 2005 houve uma diminuição 
do TIEPI de cerca de 3,8%. De acordo com a 
análise efectuada aquando da fi xação dos parâ-
metros do incentivo à melhoria da qualidade 
de serviço para 2006, seria de esperar uma di-
minuição do TIEPI de 2004 para 2005 supe-
rior à verifi cada, dado que, de 2003 para 2004 
se verifi cou uma diminuição de 46,9% o que 
indicia, por um lado, que não seja de esperar 
diminuição tão elevadas de futuro mas por ou-
tro lado, que ainda não se atingiu um nível de 
saturação, i.e., um valor estável de TIEPI.

O valor do TIEPI no 2.º trimestre de 2006 
foi o melhor valor obtido nos anos de análise, 
correspondendo a 79,52% do melhor valor re-
gistado até então e que correspondia ao valor 
do 2.º trimestre de 2004. Refi ra-se adicional-

mente que, com excepção do ano de 2004, o 
segundo trimestre tem vindo a apresentar os 
melhores valores trimestrais registados em 
cada ano. Por outro lado, o valor registado no 
primeiro trimestre de 2006 encontra-se acima 
dos valores médios registados nos trimestres 
dos últimos dois anos (2004 e 2005).

Por forma a avaliar a capacidade de evolução 
do TIEPI foi analisada a evolução do mesmo 
indicador em Espanha.

De acordo com a informação apresentada pelo 
“Ministério de Industria Turismo e Comércio” 
de Espanha, os valores de TIEPI registados 
neste país, no último triénio, considerando as 
interrupções acidentais próprias superiores a 
três minutos, correspondentes às interrupções 
consideradas no cálculo do TIEPI para efeitos 
de determinação do incentivo à melhoria da 
qualidade de serviço, são os que constam no 
Quadro 2. O quadro apresenta também as ta-
xas anuais de variação deste indicador.

Por análise da informação de Espanha verifi -
ca-se que os valores de Portugal de TIEPI são 
superiores (em 2005 o valor TIEPI de Espa-
nha correspondeu a 67,64% do valor registado 
no mesmo ano em Portugal). Adicionalmente, 
nestes últimos anos as taxas de variação são 
superiores à apresentada em Portugal de 2004 
para 2005. Esta análise permite concluir quan-
to à viabilidade de melhoria do desempenho 
de qualidade de serviço em Portugal, nomea-
damente quanto à diminuição do indicador 
TIEPI.

Pelo exposto, considerou-se adequado que o 
incentivo à melhoria da qualidade de serviço 
induza à melhoria do actual nível de qualidade 
de serviço. Assim, para o ano de 2007 e 2008 
propõe-se a fi xação do valor de ENDREF, que 
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QUADRO 1

Evolução do TIEPI entre 2001-2005 e o primeiro semestre de 2006
 

Fonte: EDP Distribuição

QUADRO 2

Valores anuais de TIEPI em Espanha
 

Fonte: http://emtyc.es/es_ES/index.htm
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A Figura 3 apresenta:
• A evolução do TIEPI em Portugal conti-

nental de 2001 a 2005.
• A evolução do TIEPI em Espanha de 2003 

a 2005.
• Os valores de TIEPI correspondentes ao 

valor de ENDREF - TIEPIREF.
• Os valores de TIEPI correspondentes 

aos limites do intervalo de variação da END
 [ENDREF-ΔV, ENDREF+ΔV] no qual o 
valor do incentivo é nulo, considerando os 
parâmetros do incentivo à melhoria da qua-
lidade de serviço em vigor de 2003 a 2006 e 
os parâmetros propostos para 2007 e 2008 -
 TIEPIREF-ΔV e TIEPIREF+ΔV.

A fi gura anterior permite verifi car que em 
2008 o intervalo de variação de TIEPI para 
o qual corresponde um valor de END cujo 
incentivo é nulo situa-se na gama de valo-

res de TIEPI registados em 2003 e 2005 em 
Espanha. Assim, a proposta de uma taxa anual 
de melhoria de 8% relativamente ao valor de 
ENDREF de 2006 delimita o desempenho da 
rede em 2008, em termos de TIEPI aos valo-
res registados em Espanha em 2003 e 2005.

Atendendo ao referido anteriormente, os 
valores de ENDREF estabelecidos para 2007 e 
2008 foram:

• ENDREF (2007) = 0,000175x ED
• ENDREF (2008) = 0,000161x ED

A aplicação do incentivo à melhoria da qua-
lidade de serviço teve um impacto efectivo no 
nível de qualidade de serviço prestado. Após 
o primeiro ano de aplicação do incentivo ve-
rifi cou-se uma redução de 47% do valor do 
TIEPI revelando a pertinência de aplicação 
de um incentivo nesta matéria. Nos anos se-
guintes, a diminuição do TIEPI e END MT 
manteve-se embora tenha sido mais atenuada. 
Em simultâneo, verifi cou-se um aumento dos 
investimentos nas redes de distribuição que, 
juntamente com uma correcta exploração e 
manutenção das redes, deverão permitir uma 
sustentação do nível de qualidade de serviço 
atingidos. No entanto, os níveis de qualida-
de de serviço actuais revelam se ainda aquém 
dos níveis europeus, constituindo um desafi o 
para a regulação e para a capacidade de actua-
ção do operador da rede de distribuição nesta 
matéria.

Conclusões

na continuação do estabelecido em 2006, cor-
responda a uma taxa anual de melhoria de 8%. 

Os valores de ENDREF propostos para 2007 e 
2008 são os apresentados no Quadro3.

QUADRO 3

Determinação dos valores de ENDREF propostos para 2007 e 2008

Figura 3 - Valores de TIEPI em Portugal e Espanha

INCENTIVO À MELHORIA DA QUALIDADE DE SERVIÇO

NA ACTIVIDADE DE DISTRIBUIÇÃO DE ENERGIA ELÉCTRICA

Fonte: http://emtyc.es/es_ES/index.htm
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Na sequência da publicação dos regulamen-
tos do sector do gás natural, em 2006, con-
templando o Regulamento de Relações Co-
merciais (RRC), o Regulamento Tarifário 
(RT), o Regulamento de Acesso às Redes, às 
Infra estruturas e às Interligações (RARII), 
em 2007, seguiu-se a aprovação do Regu-
lamento de Operação das Infra-estruturas 
(ROI), mediante proposta do Operador da 
Rede de Transporte. Apesar das regras e os 
princípios de funcionamento do sector estarem 
integradas nos regulamentos publicados, pelo 
facto da generalidade dos temas não estarem 
ainda fechados, já que se aguarda a publica-
ção dos diversos documentos complementares 
aos regulamento, julgou-se útil, nesta fase, a 
apresentação sistemática dos diferentes temas 
que se julgaram relevantes no âmbito do fun-
cionamento, numa perspectiva mais opera-
cional, do Sistema Nacional de Gás Natural 
(SNGN) e do enquadramento regulamentar 
da ERSE. As notas relativas ao funciona-
mento operacional do SNGN, transversais 
aos regulamentos, têm o objectivo de ajudar 
a clarificar algumas regras de funcionamento 
do SNGN e expor algumas ideias de concreti-
zação dos diversos documentos complementa-
res aos regulamentos.

O Decreto-Lei n.º 140/2006, de 26 de Ju-
lho, atribui à ERSE a responsabilidade da 
aprovação e da aplicação de um conjunto de 
regulamentos, tendo em consideração o se-

guinte enquadramento:
• RARII – Regulamentação do acesso às 

redes e às diferentes infra-estruturas do 
SNGN;

• RRC – Regulamentação do relaciona-
mento comercial entre os agentes interve-
nientes do SNGN, assim como o relacio-
namento entre estes e os consumidores de 
gás natural;

• RQS – Regulamentação da qualidade de 
serviço técnica e comercial a prestar pelos 
operadores e agentes de mercado aos con-
sumidores de gás natural;

• RT – Regulamentação dos proveitos 
permitidos a operadores e comercializa-
dores de último recurso pela prestação das 
actividades reguladas, bem como as tarifas 
a pagar pelos consumidores, associadas aos 
proveitos atrás referidos;

• ROI – Regulamentação da operação 
coordenada das redes e das diversas infra-
estruturas do SNGN (e disponibilização 
de serviços de sistema) na óptica da gestão 
técnica global do SNGN.

As regras de funcionamento relacionadas 
com o uso das redes, infra-estruturas e in-
terligações do SNGN são integradas nos 
regulamentos mediante uma lógica que é 
tendencialmente temporal.

A Figura 1 apresenta a relação entre os di-
versos regulamentos na óptica de funciona-
mento do SNGN, permitindo identificar o 
enquadramento do RARII, ROI e RRC no 
actual quadro regulamentar.

FUNCIONAMENTO OPERACIONAL DO SNGN
NO ÂMBITO DO ENQUADRAMENTO REGULAMENTAR DA ERSE
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Para além dos regulamentos referidos, a es-
trutura regulamentar da responsabilidade da 
ERSE assenta, ainda, num conjunto de do-
cumentos complementares aos regulamentos, 
que correspondem, normalmente, a disposi-
ções regulamentares de natureza procedimen-
tal específi ca, que dão corpo às orientações 
gerais estabelecidas nos regulamentos, como é 
o caso dos seguintes documentos: Condições 
Gerais dos Contratos de Uso das Infra-estru-
turas; Metodologia dos Estudos para a Deter-
minação da Capacidade das Infra-estruturas; 
Mecanismos de Atribuição da Capacidade nas 
diferentes infra-estruturas; Manual de Proce-
dimentos do Acerto de Contas; Proposta de 
Codifi cação Universal de Instalação; proce-
dimentos a adoptar na gestão do processo de 
mudança de comercializador; Guia de Medi-
ção, Leitura e Disponibilização de Dados; nor-
mas e metodologias complementares ao RT; 
normas complementares ao RQS; Manual de 
Procedimentos da Operação do Sistema.

A compreensão e análise prévia de alguns 
aspectos técnicos é essencial, tendo em vista 
a identifi cação de alguns pressupostos fun-
damentais do funcionamento das redes e in-
fra-estruturas do SNGN. Estes deverão ser 
respeitados pelos agentes de mercado e opera-
dores das infra-estruturas nas diferentes fases 
do processo de atribuição da capacidade, bem 
como na gestão diária das redes, infra-estru-

turas e interligações do SNGN. A determina-
ção, após o dia gás, do uso efectivo das redes 
e infra-estruturas do SNGN permitirá avaliar 
o cumprimento destes pressupostos por par-
te dos agentes de mercado, estando prevista a 
existência de penalidades em caso de desequilí-
brios individuais por parte dos agentes, decor-
rentes da aplicação do Mecanismo de Incenti-
vo à Reposição de Equilíbrios Individuais.

A abordagem das várias etapas do funciona-
mento das infra-estruturas do SNGN deverá 
ter em conta as suas diferentes características. 
Nas infra-estruturas de gás natural importa 
começar por distinguir dois conceitos base: a 
capacidade e as existências.

A capacidade é defi nida nos termos do 
RARII e do RRC como o “caudal de gás na-
tural, expresso em termos de energia por uni-
dade de tempo”. Assim sendo, a capacidade é 
defi nida para pontos específi cos das redes e 
infra-estruturas, como a quantidade de gás na-
tural que pode atravessar esse ponto, por uni-
dade de tempo.

Os pontos relevantes confi guram as entradas 
e saídas da Rede Nacional de Transporte de 
Gás Natural (RNTGN), incluindo as ligações 
ao terminal de Gás Natural Liquefeito (GNL) 
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Figura 1 - Enquadramento do RARII, ROI e RRC na perspectiva do funcionamento do SNGN

2. Aspectos Técnicos Prévios

2.1 Capacidade 
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e armazenamento subterrâneo de gás natural, 
as entradas e saídas das redes de distribui-
ção de média pressão e as entradas nas redes 
de distribuição de baixa pressão, incluindo as 
abastecidas por intermédio das Unidades Au-
tónomas de GNL (UAG).

A capacidade de uma infra-estrutura re-
fl ecte um conceito de transferência de mas-
sa, associada a uma quantidade de energia, 
por unidade de tempo. Nesta perspectiva, a 
capacidade poderá compreender não apenas 
os fl uxos de gás natural no estado gasoso mas 
também os que se processam no estado líqui-
do.

A capacidade nos terminais de recepção, ar-
mazenamento e regaseifi cação de GNL deve 
ser avaliada para os seguintes pontos: nos 
pontos de descarga de GNL a partir dos na-
vios metaneiros, nas ilhas de enchimento de 
camiões cisterna, nos pontos de emissão para 
redes de distribuição local, no ponto de emis-
são de gás natural para a RNTGN. A capaci-
dade nos pontos de emissão para a RNTGN 
e para as redes de distribuição local depende, 
por um lado, de factores endógenos, como se-
jam a capacidade de bombagem, a capacida-
de de regaseifi cação e a simultaneidade entre 
emissão para redes e enchimento de camiões 
cisterna e, por outro lado, de factores exóge-
nos, designadamente a capacidade nos pontos 
de entrada das redes a jusante.

A capacidade nos armazenamentos subter-
râneos de gás natural deve ser avaliada nos 
pontos de ligação com a RNTGN em fun-
ção dos seguintes processos: injecção de gás 
natural nas cavidades de armazenamento e 
extracção de gás natural das cavidades de ar-
mazenamento. As capacidades de injecção e 
extracção de gás dependem não só da infra-
estrutura de armazenamento subterrâneo, 
mas também da capacidade da RNTGN nos 
pontos de ligação com a infra-estrutura de ar-
mazenamento.

A capacidade na RNTGN deve ser avaliada 
nas suas entradas e saídas.

Nas infra-estruturas de rede, a capacidade 

deve ser avaliada em função dos valores de 
pressão máximos e mínimos de operação. Na 
situação simples de uma rede com um ponto 
de entrada e uma distribuição em antena, po-
der-se-ia dizer que a viabilidade de uma mo-
vimentação de gás de um determinado ponto 
para outro é determinada pela viabilidade de 
realizar esse percurso dentro dos limites de 
pressão estabelecidos.

No caso da RNTGN existe mais do que um 
ponto de entrada de gás natural e também 
uma ligação ao armazenamento subterrâneo 
que comporta fl uxos nos dois sentidos. Nesta 
circunstância, admitindo uma multiplicidade 
de agentes de mercado utilizando as redes, 
infra-estruturas e interligações do SNGN, a 
viabilidade de uma mobilização de gás natu-
ral deve ser avaliada num contexto alargado, 
sendo possível e provável que a entrega de 
uma massa de gás natural num determina-
do ponto de saída da RNTGN a partir de 
uma injecção que é concretizada num outro 
ponto de entrada não obrigue à concretiza-
ção de uma mobilização dessa quantidade de 
gás através do percurso físico que une os dois 
pontos.

Para a RNTGN, os valores máximos de ca-
pacidade são determinados, nos pontos de en-
trada, pelas características da infra-estrutura 
ou interligação a montante e, nos pontos de 
saída, pela capacidade máxima das estações 
de regulação e medida de 1.ª classe (GRMS). 
No entanto, a relação entre as capacida-
des, tanto nas entradas como nas saídas da 
RNTGN, não é estática, sendo fortemente 
condicionada pelos valores máximos e míni-
mos de pressão a respeitar. Existe uma rela-
ção interdependente entre as capacidades dos 
pontos da RNTGN, a qual é mais expressiva 
nos pontos onde as capacidades em jogo são 
maiores.

As capacidades nos pontos de saída da 
RNTGN estão associadas às capacidades nas 
redes de distribuição, nas injecções nos arma-
zenamentos subterrâneos de gás natural e nas 
interligações para os fl uxos de gás natural que 
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Para além do conceito de capacidade é igual-
mente relevante considerar o conceito de 
existências de gás natural nas diferentes in-
fra-estruturas. As infra-estruturas do SNGN 
necessitam de gás natural para operar. Nessa 
perspectiva, importa considerar não apenas a 
capacidade, isto é, as quantidades de gás que 
entram e saem das redes e infra-estruturas do 
SNGN por unidade de tempo, mas também 
as quantidades que permanecem nas referidas 
redes e infra-estruturas.

Os terminais de GNL necessitam de quan-
tidades mínimas de gás natural (no estado 
líquido) para poderem operar. Assim sendo, 
as existências num terminal de GNL deverão 
situar-se entre um valor mínimo estabelecido 
e um valor máximo majorado pelo volume ar-
mazenável nos reservatórios criogénicos.

Os armazenamentos subterrâneos de gás na-
tural operam em ciclos de expansão e compres-
são, que correspondem à extracção e injecção 
de gás natural nas cavidades, entre pressões 
máximas e mínimas, as quais são defi nidas por 
critérios de estabilidade e estanquidade das 
próprias cavidades. As existências máximas e 
mínimas numa cavidade de um armazenamen-
to subterrâneo de gás natural são determinadas 
em função das pressões máximas e mínimas e 
do volume da cavidade. Existe uma quantidade 
de gás natural que serve exclusivamente para 
garantir a integridade das cavidades, corres-
pondendo às existências mínimas, e que não é 
utilizável. As existências máximas correspon-
dem à quantidade máxima de gás natural ar-
mazenável na cavidade.

As existências máximas e mínimas de gás 
natural na RNTGN são determinadas em 
função dos valores máximos e mínimos de 
pressão estabelecidos. Os valores máximos e 
mínimos de pressão são determinados pela 
regulamentação em vigor e pelos contratos de 
fornecimento de gás natural a clientes ligados 
à RNTGN e de entrega de gás natural nas in-
terligações transfronteiriças.

As existências máximas e mínimas poderiam, 
em teoria, ser majoradas e minoradas conside-

rando uma distribuição de pressão uniforme 
na RNTGN, correspondente à ausência de 
escoamento nos gasodutos. Contudo, a movi-
mentação de gás natural em condutas origina 
perdas de carga, determinando perfi s de dis-
tribuição de pressão não uniformes ao longo 
da rede. Por estas razões, as existências máxi-
mas e mínimas na RNTGN são determinadas 
pelos seguintes factores: pressões máximas e 
mínimas admissíveis em pontos da RNTGN, 
caudais representativos de condições típicas de 
exploração e características geométricas dos 
gasodutos que constituem a RNTGN. A dife-
rença entre os valores das existências máximas 
e mínimas na RNTGN corresponde à arma-
zenagem operacional de gás natural (linepack) 
nas redes de transporte de alta pressão.

As redes de distribuição, à semelhança da 
RNTGN, operam dentro de certos limites de 
pressão. Estes limites, conforme se tratem de 
redes de média ou baixa pressão, são deter-
minados pela regulamentação em vigor. No 
entanto, em determinadas redes de distribui-
ção, as pressões mínimas admissíveis podem 
ser superiores às estabelecidas regulamentar-
mente, caso existam obrigações contratuais de 
fornecimento a clientes. Poder-se-iam realizar 
exercícios análogos aos da RNTGN para a de-
terminação de existências nas redes de distri-
buição, na medida em que os pressupostos são 
idênticos. No entanto, as pressões de operação 
nas redes de distribuição são substancialmen-
te mais baixas que na RNTGN, conduzindo 
a valores de existências e armazenagens ope-
racionais baixas, tanto em termos absolutos 
como relativos. Deste modo, por não se consi-
derar ser relevante, os regulamentos da ERSE 
não consideram a existência de armazenagem 
operacional de gás natural (linepack) nas redes 
de distribuição.

A relação entre capacidade e existências nas 
redes e infra-estruturas do SNGN deriva di-
rectamente do princípio da conservação da 
massa aplicado a um volume controle. A va-
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riação das existências (massas), numa deter-
minada infra-estrutura do SNGN (volume 
controle), por unidade de tempo, corresponde 
à diferença entre as capacidades (caudais) que 
entraram e saíram dessa infra-estrutura.

A relação enunciada no parágrafo anterior é 
válida para qualquer unidade de tempo que se 
considere, bastando que a base temporal das
capacidades esteja dimensionalmente coerente.

Para além da relação anterior é igualmente 
relevante avaliar o quociente da diferença en-
tre existências máxima e mínima, equivalente 
a uma massa (ou energia), e o somatório das 
capacidades relativas à saída de uma rede ou 
infra-estrutura do SNGN, equivalente a uma 
massa por unidade de tempo (ou energia por 
unidade de tempo). Deste quociente resulta 
um valor, numa base temporal, representativo 
da importância da componente de armazena-
gem (diferença entre existências máximas e 
mínimas), face à componente de processo (so-
matório das capacidades nas saídas).

A ordem de grandeza deste valor é de 
horas, no caso da RNTGN, e de dias, no caso 
dos terminais de GNL e das instalações de 
armazenamento subterrâneo de gás natural. 
Este facto aponta para a menor autonomia da 
RNTGN, no que respeita à sua componen-
te de armazenagem operacional de gás natu-
ral, face às restantes infra estruturas da Rede 
Nacional de Transporte, Infra estruturas 
de Armazenamento e Terminais de GNL 
(RNTIAT), determinando necessariamente 
um controlo mais apertado da relação entre 
existências e capacidade.

O RARII estabelece as diversas etapas as-
sociadas ao funcionamento do SNGN que 
decorrem antes do dia gás, à excepção do 
Plano de Indisponibilidades, cujas disposi-
ções regulamentares constam do ROI. Estas 
etapas incluem a determinação de capacidade 
nas infra-estruturas da Rede Pública de Gás 
Natural (RPGN), a qual deverá incluir as 
eventuais limitações resultantes do Plano de 
Indisponibilidades e o processo de atribuição 
de capacidade nas infra-estruturas da RPGN 
aos diferentes agentes, processo que inclui as 
programações e as nomeações.

Um dos pontos essenciais para garantir o 
livre acesso às infra-estruturas é informar os 
agentes de mercado, de forma transparente e 
não discriminatória, de quais são os valores 
previstos de capacidade disponível para fi ns 
comerciais e de como estes valores foram de-
terminados.

As propostas de metodologias de determi-
nação da capacidade das infra-estruturas dis-
poníveis para fi ns comerciais são documentos 
complementares ao RARII. No entanto, é 
possível desde já avançar com alguns conceitos 
que se julgam considerados como adquiridos.

Assim, a capacidade técnica máxima poderá 
corresponder à quantidade de gás, em termos 
energéticos, que pode atravessar um determi-
nado ponto da RPGN, por unidade de tempo, 
atendendo apenas às características nesse pon-
to. Estas capacidades são determinadas pelas 
características técnicas dos equipamentos em 
cada ponto, correspondendo:

• Nas interligações transfronteiriças, às capa-
cidades máxima de entrada e de saída de gás 
natural na RNTGN.

• Nas ligações aos terminais de GNL, às ca-
pacidades máximas de emissão de gás natural 
para a RNTGN.

3. Determinação dos Valores Disponíveis e a 
Atribuição de Capacidade nas Infra-Estruturas 
do SNGN

3.1 Determinação de Capacidade nas 
Infra-Estruturas

FUNCIONAMENTO OPERACIONAL DO SNGN
NO ÂMBITO DO ENQUADRAMENTO REGULAMENTAR DA ERSE

Sendo: 
Emáx - existências máximas 
Emín - existências mínimas 
Cj

 saídas - capacidade na saída j

Sendo: 
Ci

 entradas - capacidade na entrada i
Cj

 saídas - capacidade na saída j
  ΔΕ - variação de existência
  Δt - variação do tempo
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• Nos armazenamentos subterrâneos de gás 
natural, às capacidades máximas de extracção e 
injecção de gás natural nos armazenamentos.

• Nos pontos de ligação da RNTGN com as 
redes de distribuição, às capacidades máximas 
de processamento das estações de regulação e 
medida de 1.ª classe.

• Nos pontos de ligação entre diferentes ní-
veis de pressão das redes de distribuição, às 
capacidades máximas de processamento dos 
postos de regulação e medida respectivos.

• Nos pontos de ligação entre as UAG e a sua 
rede de distribuição local, às capacidades má-
ximas de emissão de gás natural das UAG.

As capacidades técnicas máximas correspon-
derão, pois, a valores relativamente estáticos, 
os quais apenas mudam mediante intervenção 
para reforço de capacidade nesses pontos.

A capacidade máxima efectiva considerando 
as restrições técnicas representa uma informa-
ção mais apurada da capacidade nos pontos 
relevantes da RPGN, na medida em que já 
integra a informação relevante do Plano de In-
disponibilidades. Contudo, a capacidade máxi-
ma efectiva considerando as restrições técnicas 
refl ecte as características e condicionalismos 
de exploração de cada um dos pontos relevan-
tes de uma forma isolada, isto é, não integra a 
forte interdependência existente entre eles.

A capacidade disponível para fi ns comerciais 
é a capacidade máxima num determinado pon-
to relevante da RPGN tendo em conta o uso 
integrado da infra-estrutura, ou seja, conside-
rando o uso dos restantes pontos relevantes. 
Para tal deverão ser considerados cenários de 
utilização das infra-estruturas da RPGN, para 
horizontes temporais específi cos, tendo em 
consideração dados históricos e projecções.

O processo de atribuição de capacidade nas 
infra estruturas do SNGN compreende as 
diferentes fases de programação e nomeação. 
Este processo visa fundamentalmente a opti-
mização da utilização das infra estruturas da 

RPGN, através de uma participação de todos 
os agentes de mercado envolvidos.

A participação nas diferentes fases do pro-
cesso de atribuição de capacidade é de carácter 
obrigatório para todos os agentes de mercado 
que queiram utilizar as infra-estruturas do 
SNGN. A não participação de um determina-
do agente numa das diferentes fases deste pro-
cesso implica a perda dos direitos de utilização 
de capacidade nas infra-estruturas que, previa-
mente, lhe tenham sido atribuídos.

Os agentes de mercado deverão informar 
periodicamente o operador da rede de trans-
porte, no âmbito da sua actividade de Gestão 
Técnica Global do SNGN, e os operadores 
das infra-estruturas sobre as capacidades das 
infra-estruturas do SNGN que pretendem 
utilizar num determinado período temporal.

Este processo de informação periódica cor-
responde ao primeiro passo do processo de 
programação previsto no RARII. 

Não se conhecendo os detalhes que irão 
constar dos mecanismos de atribuição de ca-
pacidade referidos no ponto anterior, o RARII 
estabelece desde já um conjunto de regras ge-
rais que irão nortear o processo das progra-
mações nos pontos de entrada e de saída da 
RNTGN.

O funcionamento do SNGN prevê progra-
mações anuais, mensais e semanais com deta-
lhe mensal, semanal e diário, respectivamente.

As programações incidem sobre capacidades, 
as quais têm o dia gás como unidade temporal 
de base. Assim, quando se refere que uma pro-
gramação anual tem detalhe mensal, signifi ca 
que as capacidades envolvidas para cada ponto 
de entrada e saída na RNTGN correspondem 
às quantidades de um dia gás representativo 
de cada mês do ano gás. De modo análogo, as 
programações mensais têm associadas capaci-
dades com unidade temporal diária represen-
tativas de cada semana do mês. Por fi m, as pro-
gramações semanais têm um detalhe diário, 
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coincidindo com a unidade temporal de base 
da capacidade.

Na fi gura 2 apresenta-se o fl uxo de informa-

ção associado ao processo de programação no 
âmbito do mecanismo de atribuição de capa-
cidade.

Figura 2 - Fluxo de informação relativo ao processo de programação no âmbito do mecanismo de atribuição da capacidade

FUNCIONAMENTO OPERACIONAL DO SNGN
NO ÂMBITO DO ENQUADRAMENTO REGULAMENTAR DA ERSE
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As nomeações são, de acordo com o RARII, 
os processos de informação diária em que os 
agentes de mercado comunicam ao operador 
da rede de transporte, na sua actividade de 
Gestão Técnica Global do SNGN, e aos ope-
radores das infra-estruturas, a capacidade da 
respectiva infra-estrutura que pretendem uti-
lizar no dia gás seguinte.

Em termos genéricos, prevê-se que, a meto-
dologia adoptada para as nomeações se apro-
xime bastante da programação semanal, a qual 
apresenta um detalhe diário.

A viabilidade de programações e nomeações 
é verifi cada se as capacidades envolvidas nesses 
processos não ultrapassarem as capacidades 
disponíveis para fi ns comerciais nos respecti-
vos pontos de entrada e saída da RNTGN. 

O mecanismo de atribuição de capacidade 
deverá descrever os procedimentos a adop-
tar pelo operador da rede de transporte, na 
sua qualidade de Gestor Técnico Global do 
SNGN, no processo de decisão da viabilidade 
de cada uma das programações ou nomeações.

As existências de gás natural nas infra-estru-
turas da RPGN estão limitadas por valores 
mínimos e máximos, o que torna inevitável, 
que as existências individuais dos agentes de 
mercado tenham igualmente limites máximos 
e mínimos. Este aspecto determina que os 
agentes devem gerir o encontro entre a oferta 
e a procura de gás natural, nas infra-estruturas 
da RPGN, dentro de tolerâncias apertadas, as 
quais têm refl exo nas quantidades programa-
das e nomeadas nos pontos de entrada e saída 
na RNTGN. Assim, de acordo com o RRC, 
um agente de mercado é considerado em de-
sequilíbrio individual quando as suas existên-
cias estão fora dos limites máximos e mínimos 
estabelecidos, estando sujeito às penalidades 
decorrentes do mecanismo de incentivo à re-
posição de equilíbrios individuais.

Os agentes de mercado deverão justifi car os 
valores que apresentam nas programações e 
nas nomeações mediante informação relati-

va aos consumos dos seus clientes e fontes de 
aprovisionamento. Essa medida visa garantir 
que as capacidades que venham a ser atribuídas 
como resultado dos processos de programação 
e nomeação sejam efectivamente representati-
vas dos consumos agregados das carteiras de 
clientes dos agentes de mercado, optimizando 
a capacidade disponível para fi ns comerciais 
nos pontos de entrada e saída da RNTGN.

O RARII estabelece que se consideram 
atribuídas nas infra-estruturas da RPGN as 
capacidades programadas e nomeadas no âm-
bito dos contratos de take-or-pay, celebrados 
em data anterior à publicação da Directiva 
n.º 2003/55/CE, do Parlamento e do Con-
selho, de 26 de Junho. Tal facto não isenta os 
agentes de mercado detentores dos respecti-
vos contratos de participar nos processos de 
programação e nomeação, tal como todos os 
restantes agentes de mercado. A capacidade 
atribuída no âmbito destes contratos como re-
sultado de uma programação anterior é liber-
tada quando não confi rmada na programação 
subsequente ou nomeação. Os agentes de mer-
cado detentores dos referidos contratos de take 
or pay não estão obrigados a participar nos lei-
lões de capacidade, decorrentes do mecanismo 
de resolução de congestionamentos, no âmbito 
das capacidades afectas a esses contratos.

As programações e nomeações que são de-
claradas como viáveis pelo operador da rede 
de transporte, no âmbito da sua actividade de 
Gestão Técnica Global do SNGN, têm como 
consequência a atribuição de capacidade nos 
pontos de entrada e saída da RNTGN aos 
agentes que a solicitaram.

A constatação de que uma programação ou 
nomeação é inviável determina o desencadea-
mento do mecanismo de resolução de conges-
tionamentos, previsto no RARII. O mecanis-
mo de resolução de congestionamentos, prevê 
que a atribuição de capacidade nos casos em 
que as programações e nomeações não sejam 
viáveis, se efectue mediante a realização de lei-
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lões de atribuição de capacidade. A atribuição 
de capacidade resultante da aplicação do me-
canismo de resolução de congestionamentos 
confere aos agentes de mercado um conjunto 
de direitos e deveres, os quais são accionados 
caso os processos de nomeação confi rmem, no 
dia gás, que os congestionamentos previstos 
ocorrem efectivamente. 

As capacidades postas em jogo nos processos 
de programação e nomeações, bem como nos 
eventuais leilões de capacidade, são as capa-
cidades disponíveis para fi ns comerciais nos 
pontos de entrada e saída da RNTGN a cada 
instante. Essas capacidades são actualizadas 
para cada mês com detalhe semanal e para cada 
semana com detalhe diário, tendo em conside-
ração os resultados dos processos anteriores de 
programação mensal e semanal.

As infra-estruturas da RPGN estão sujeitas 
a manutenção e testes periódicos, originando 
restrições ao nível da operação. O conceito 
de capacidade máxima efectiva considerando 
as restrições técnicas incorpora o efeito das 
acções de manutenção e testes periódicos nas 
infra estruturas da RNTIAT, as quais incluem 
a RNTGN, os terminais de GNL e os arma-
zenamentos subterrâneos de gás natural. Com 
vista a minimizar estes efeitos, cabe ao ope-
rador da rede de transporte, na qualidade de 
Gestor Técnico Global do SNGN, efectuar um 
plano anual de manutenção da RNTIAT com 
o objectivo de coordenação de indisponibilida-
des, procurando que as eventuais restrições de 
capacidade nas infra-estruturas da RNTIAT, 
resultantes do referido plano, tenham o menor 
impacto possível. 

As consequências do Plano Anual de Manu-
tenção da RNTIAT são refl ectidas no Plano 
de Indisponibilidades, o qual deverá sistemati-
zar as acções a realizar, permitindo determinar 
as capacidades máximas efectivas considerando 
as restrições técnicas, para cada infra estrutura 
da RNTIAT para cada dia do ano gás. O Pla-
no de Indisponibilidades deve ser actualizado 

sempre que ocorram situações imprevistas não 
consideradas no plano anual de manutenção.

A gestão das infra-estruturas do SNGN no 
dia gás é regulamentada no ROI, com enfoque 
na operação coordenada das redes e infra-es-
truturas RPGN, em conformidade com o dis-
posto no artigo 56.º do D L n.º 140/2006, de 
26 de Julho.

O Programa de Operação da RNTIAT é ela-
borado com base nas nomeações aceites como 
viáveis para o dia gás. 

Com base nas nomeações compete ao ope-
rador da rede de transporte, na qualidade de 
Gestor Técnico Global do SNGN, elaborar 
o Programa de Operação da RNTIAT, com 
horizonte diário. Os restantes operadores do 
SNGN devem, no âmbito do Programa de 
Operação, prestar toda a informação que o 
Gestor Técnico Global do SNGN considere 
relevante para a sua elaboração, antecipando e 
reportando eventuais incidências não levadas 
em conta no Plano de Indisponibilidades.

O Programa de Operação da RNTIAT tem 
como fi nalidade sistematizar o funcionamento 
das infra estruturas da RPGN e compete-lhe:

• Defi nir as quantidades de gás a injectar 
na RNTGN a partir das interligações trans-
fronteiriças, dos terminais de recepção, ar-
mazenagem e regaseifi cação de GNL e dos 
armazenamentos subterrâneos de gás natural, 
discriminando os perfi s de injecção de gás para 
cada uma das infra-estruturas identifi cadas.

• Defi nir as quantidades de gás a entregar 
pela RNTGN nas redes de distribuição e nos 
armazenamentos subterrâneos de gás, discri-
minando os perfi s de entrega de gás nas infra-
estruturas identifi cadas.

• Defi nir as quantidades de gás veiculadas na 
RNTGN, estimando o seu diagrama de car-
ga.

• Prever a evolução no dia gás das variáveis 
de controlo e segurança das infra-estruturas 

3.2.5 Plano de Indisponibilidades

4. Operação das  Infra-Estruturas do SNGN no 
Dia Gás

4.1 Programa de Operação da RNTIAT

FUNCIONAMENTO OPERACIONAL DO SNGN
NO ÂMBITO DO ENQUADRAMENTO REGULAMENTAR DA ERSE
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do sistema.
Os dados do Programa de Operação da RN-

TIAT devem ser agregados para cada infra-
estrutura da RPGN, refl ectindo as nomeações 
que lhe deram origem.  

A operação da RNTIAT assenta em crité-
rios objectivos a estabelecer pelo operador da 
rede de transporte, na sua qualidade de Gestor 
Técnico Global do SNGN. Esses critérios são 
defi nidos tendo em conta, nomeadamente, os 
seguintes aspectos: 

• Pressões admissíveis para operação da 
RNTGN.

• Níveis de existências admissíveis nas diver-
sas infra estruturas da RNTIAT.

• Caudais admissíveis de operação das diver-
sas infra estruturas da RNTIAT. 

A metodologia para a defi nição dos critérios 
de operação e os mecanismos para a sua divul-
gação são estabelecidos no Manual de Procedi-
mentos da Operação do Sistema, documento 
complementar ao ROI, estando coordenados 
com os Mecanismos de Atribuição de Capaci-
dade e o Manual de Procedimentos do Acerto 
de Contas, documentos complementares ao 
RARII e ao RRC respectivamente, estando 
subjacentes a todas as etapas de funcionamen-
to do SNGN.

A supervisão do estado de funcionamento da 
RNTIAT no dia gás é efectuada com base na 
permanente monitorização das suas condições 
de operação e visa os seguintes objectivos: 

• A permanente comparação das condições 
efectivas de operação com o Programa de 
Operação da RNTIAT estabelecido.

• A manutenção ou reposição dos valores de 
pressão, existências e caudais de gás natural 
dentro dos limites de operacionalidade das 
infra-estruturas da RNTIAT, respeitando os 
níveis de segurança e de qualidade de serviço 
regulamentares.

• A detecção e diagnóstico atempado de in-
cidentes ou de situações passíveis de colocar 
em risco a segurança da RNTIAT e a iden-

tifi cação de medidas tendentes a minimizar o 
impacto da sua ocorrência. 

A monitorização das condições de operação 
é efectivada através da observação das variáveis 
de controlo e segurança, nomeadamente as 
pressões, as temperaturas, os caudais, as exis-
tências, a qualidade do gás e a disponibilidade 
operacional de equipamentos e instalações nas 
infra-estruturas da RNTIAT.

Os limites admissíveis das variáveis de con-
trolo e segurança refl ectem os critérios de ope-
ração estabelecidos e são matéria do Manual 
de Procedimentos da Operação do Sistema.

A operação da RNTIAT no dia gás em con-
dições normais tem como base o Programa de 
Operação da RNTIAT. A concretização desse 
programa é efectivada através de Instruções de 
Operação a emitir pelo operador da rede de 
transporte, na sua qualidade de Gestor Técni-
co Global do SNGN.

A comparação em cada instante entre a ope-
ração efectiva da RNTIAT e o Programa de 
Operação da RNTIAT previamente estabe-
lecido podem evidenciar diferenças mais ou 
menos signifi cativas. Essas diferenças são mo-
tivadas pelas variações normais que ocorrem 
nos consumos ao longo do dia (e que não são 
discriminadas pelo processo de elaboração do 
Programa de Operação da RNTIAT) ou por 
alterações imprevistas aos pressupostos que 
serviram de base à elaboração do programa de 
operação, nomeadamente variações de consu-
mo de maior valor e incidentes que alterem o 
regime de exploração das infra-estruturas da 
RNTIAT. 

O Gestor Técnico Global do SNGN deve 
modular a operação da RNTGN em função 
do consumo que efectivamente ocorre e das in-
jecções e extracções da RNTGN, assegurando 
o cumprimento do Programa de Operação da 
RNTIAT e a manutenção ou reposição dos 
valores de pressão, existências e caudais de gás 
natural dentro dos limites de operacionalidade 
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das infra-estruturas da RNTIAT, respeitan-
do os níveis de segurança e de qualidade de 
serviço regulamentares.

Para efectuar a modulação da operação 
da RNTGN, o Gestor Técnico Global do 
SNGN deve atender ao Programa de Ope-
ração da RNTIAT, devidamente actualiza-
do em função das modifi cações introduzidas 
pelas renomeações ocorridas ao longo do dia 
gás, e, se necessário, poderá recorrer à mo-
bilização das reservas operacionais ao seu 
dispor.

Os Programas de Operação da RNTIAT 
são realizados com base nas nomeações, as 
quais são expectativas de consumo, implican-
do uma diferença face aos fl uxos de gás natu-
ral registados com o decorrer do dia gás. 

No sentido de contribuir para uma efi cien-
te operação do sistema, o ROI prevê que os 
agentes de mercado que são obrigados a apre-
sentar nomeações com discriminação horária 
possam também recorrer a renomeações, 
durante o dia gás. O Manual de Procedi-
mentos da Operação do Sistema integrará 
os critérios de selecção dos agentes de mer-
cado obrigados a apresentar nomeações com 
discriminação horária, nomeadamente com 
base na dimensão dos seus consumos.

Estes agentes de mercado devem renome-
ar a injecção de gás na RNTGN, ao dia gás, 
sempre que identifiquem consumos subs-
tancialmente diferentes dos que haviam no-
meado previamente. 

Em resultado das renomeações aceites 
como viáveis, o operador da rede transporte 
introduzirá as correspondentes modifica-
ções ao Programa de Operação da RNTIAT 
estabelecido. O Manual de Procedimentos 
da Operação do Sistema estabelecerá, ainda, 
o número e a duração dos períodos horários 
em que podem ocorrer as renomeações e as 
consequentes modificações ao Programa de 
Operação da RNTIAT.

Como foi referido anteriormente, uma das 
variáveis em permanente monitorização na 
RNTGN é a pressão. Os critérios de opera-
ção a estabelecer para a RNTGN, por parte 
do seu operador, incluem entre outras as pres-
sões mínimas e máximas de serviço. Para que a 
RNTGN opere de acordo com esses critérios 
impõe-se aos agentes de mercado que injectem 
na RNTGN o gás por si retirado para o for-
necimento dos seus clientes e para entrega nos 
armazenamentos subterrâneos. 

Este princípio está subjacente aos mecanis-
mos de nomeação e de renomeação e o seu 
cumprimento será evidenciado nas existências 
fi nais de cada agente de mercado calculadas no 
âmbito dos balanços diários, que serão reali-
zados pelo operador da rede de transporte no 
âmbito da função de Acerto de Contas da ac-
tividade de Gestão Técnica Global do SNGN. 
O processo e os critérios de apuramento dos 
balanços diários serão estabelecidos no Manu-
al de Procedimentos do Acerto de Contas.

Os balanços diários permitem detectar 
as situações de desequilíbrio individual na 
RNTGN, as quais são motivadas por diferen-
ça entre a injecção e extracção de gás de um 
dado agente de mercado. O Acerto de Contas 
tem associado o mecanismo de incentivo à re-
posição de equilíbrios, o qual visa criar sinais 
económicos que motivem os agentes de mer-
cado a adoptarem comportamentos tendentes 
a optimizar a operação das infra-estruturas da 
RNTIAT. 

Os balanços, embora informem os agentes 
de mercado relativamente à evolução das suas 
existências nas infra estruturas da RNTIAT, 
são desadequados enquanto meio de diagnós-
tico para a operação do SNGN no dia gás, na 
medida em que são realizados para um ins-
tante específi co (o fi nal de cada dia gás) e têm 
um desfasamento temporal de dois dias face 
às ocorrências que reportam. Por outro lado, 
mesmo nas situações em que todos os agentes 
de mercado não registem desequilíbrios indi-
viduais nos balanços, tal não signifi ca que não 

4.3.2 Renomeações e Modifi cações ao Programa 
de Operação da RNTIAT

4.3.3 Reservas Operacionais
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possam surgir situações de incumprimento 
dos critérios de operação no intra-diário. Na 
eventualidade de ocorrerem perfi s de injecção 
e extracção de gás na RNTGN com diferenças 
muito signifi cativas ao longo do dia gás, a capa-
cidade de acumulação da rede (armazenagem 
operacional ou linepack) pode não assegurar o 
cumprimento dos critérios de operação. 

Uma das metodologias possíveis para ultra-
passar este problema poderia ser, como é prá-
tica comum em algumas redes de transporte 
de gás europeias, monitorizar permanente-
mente as existências individuais dos diferentes 
agentes de mercado e não apenas fazer o seu 
cálculo no fi nal de cada dia gás. Esta metodo-
logia comporta mecanismos para a resolução 
de desequilíbrios complexos e é suportada por 
mercados (hubs) que permitem uma grande 
fl exibilidade na transacção de gás. No entanto, 
sendo o SNGN periférico do ponto de vista 
da geografi a europeia e estando o sector do gás 
natural em Portugal numa fase de abertura de 
mercado, considerou-se que a adopção deste 
tipo de metodologia seria pouco adequada.

Como alternativa à metodologia anterior, 
o ROI prevê a criação de uma reserva opera-
cional, a constituir pelos agentes de mercado 
e disponível para ser mobilizado pelo Gestor 
Técnico Global do SNGN. Esta reserva pres-
supõe uma extensão da armazenagem opera-
cional, que permita absorver as diferenças en-
tre o regime de injecção e extracção de gás, na 
RNTGN, ao longo do dia gás.

Os agentes disponibilizam previamente ao 
sistema (e às suas custas) uma determinada 
quantidade de gás natural que será mobilizada 
exclusivamente pelo Gestor Técnico Global do 
SNGN para manter o sistema em condições 
normais de funcionamento. As quantidades de 
gás natural a fornecer pelos agentes de merca-
do para a constituição da reserva operacional, 
as condições de mobilização e a sua localização 
na RPGN serão estabelecidas no Manual de 
Procedimentos da Operação do Sistema.

Os custos incorridos pelo uso das diferentes 
infra-estruturas da RNTIAT no armazena-

mento e mobilização das reservas operacionais 
são considerados custos da gestão global do 
sistema e devem ser repercutidos na tarifa de 
uso global do sistema.

Os auto-consumos associados ao uso das 
infra-estruturas da RNTIAT na mobilização 
das reservas operacionais devem ser periodi-
camente avaliados e repostos em espécie pelos 
agentes, na proporção do seu quantitativo de 
gás natural na referida reserva. 

Em caso de cessação de actividade, o agente 
de mercado tem direito à devolução da quan-
tidade de gás natural a ele associada, existente 
nas reservas operacionais.

A constituição das reservas operacionais, por 
parte dos agentes de mercado, e a sua gestão, 
por parte do operador da rede de transporte, 
na sua qualidade de Gestor Técnico Global do 
SNGN, são consideradas, nos termos do ROI, 
um serviço de sistema de carácter obrigatório.

Considera-se que a operação da RNTIAT se 
processa em situação de contingência sempre 
que não esteja garantida, por razões de segu-
rança e integridade das infra-estruturas da 
RPGN, a satisfação das capacidades atribuí-
das nos mecanismos de nomeação e considera-
das no Programa de Operação da RNTIAT.

A operação em situações de contingência é 
motivada por comportamentos inadequados 
dos agentes de mercado, por incidentes ocor-
ridos nas infra-estruturas ou por outros inci-
dentes que, pela sua natureza, condicionem a 
operação das infra-estruturas da RPGN. Nes-
tes casos, o Gestor Técnico Global do SNGN 
deve desencadear os Planos de Actuação em 
situações de contingência, de forma a repor 
a operação normal do sistema. Os Planos de 
Actuação em situações de contingência serão 
defi nidos no Manual de Procedimentos da 
Operação do Sistema.

A operação em situações de contingência, 
quando motivada pelo comportamento inade-
quado dos agentes de mercado, para além de 
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obrigar ao desencadear dos Planos de Actua-
ção em situações de contingência, terá como 
consequência inevitável o apuramento de situ-
ações de desequilíbrio individual no processo 
dos balanços diários e a aplicação das penali-
dades previstas no mecanismo de incentivo à 
reposição de equilíbrios individuais, conforme 
defi nido nos termos do RRC e a ser detalha-
do no Manual de Procedimentos do Acerto de 
Contas.

A operação em situação de contingência, 
quando motivada por limitações nas infra-es-
truturas, poderá ter origem em casos fortuitos 
ou de força maior, tal como defi nidos no RQS. 
Para estas situações, está previsto no RQS, a 
solicitação à ERSE, por parte dos operadores 
das infra-estruturas afectadas, da declaração 
de regime de operação excepcional. O regime 
de operação excepcional confi gura um caso 
particular de operação em situação de contin-
gência, estando como tal abrangida pelo ROI.  

A tipifi cação das situações que originam a 
operação em situação de contingência, incluin-
do o regime de operação excepcional atrás 
referido, bem como os Planos de Actuação a 
desencadear, deverão integrar o Manual de 
Procedimentos da Operação do Sistema.

No âmbito da segurança de abastecimento, 
durante as situações de emergência defi nidas 
nos termos do Decreto-Lei n.º 140/2006, de 
26 de Julho, a operação do sistema e a mobili-
zação das reservas de segurança processa-se de 
acordo com o disposto nos artigos 48.º e 52.º 
do referido diploma. 

A operação da RNTIAT é concretizada 
mediante instruções de operação, as quais são 
classifi cadas em função do seu teor, nomeada-
mente:

• Instruções para executar os Programas de 
Operação da RNTIAT para o dia gás.

• Instruções para realizar testes ou inspec-
ções.

• Instruções para garantir ou repor condições 
de segurança.

• Instruções extraordinárias de operação.
As instruções de operação são emitidas pelo 

Gestor Técnico Global do SNGN, estando os 
restantes operadores comprometidos a execu-
tá-las. 

As comunicações no âmbito da operação, no-
meadamente as instruções de operação, devem 
ser objecto de registo nos termos a estabelecer 
no Manual de Procedimentos da Operação do 
Sistema. 

A supervisão do funcionamento do SNGN 
impõe a identifi cação de um conjunto de pon-
tos-chave nos quais se torna indispensável a 
existência de sistemas de monitorização que 
incluem a contagem das quantidades de gás 
natural que neles fl uem. Para a supervisão do 
funcionamento do SNGN, a comunicação 
com estes pontos-chave é realizada em tempo 
real. Por esta razão, estes pontos dispõem de 
sistemas de medição que usufruem da pos-
sibilidade de telecontagem. Por outro lado, a 
maioria dos consumos faz-se em instalações 
em que a medição é realizada por contadores 
que obrigam à deslocação de um funcionário 
ao serviço dos operadores das redes de distri-
buição, para que se tenha informação sobre as 
quantidades aí consumidas. 

As medições ocorrem em tempo real no ter-
minal de GNL, nos armazenamentos subter-
râneos de gás natural e na RNTGN (estações 
de regulação de 1.ª classe), o que signifi ca que 
estes pontos têm leituras diárias dos volumes 
processados. Importa recordar que a capacida-
de nas infra-estruturas do SNGN, para efeitos 
da determinação do seu uso efectivo, é aferida 
ao dia gás (unidade temporal de base).

Por outro lado, nas redes de distribuição, a 
determinação das quantidades entregues dia-
riamente aos consumidores faz-se, maiorita-
riamente, por estimativa a partir de leituras 
periódicas realizadas sem o recurso à telecon-
tagem. Esta realidade signifi ca que, nos pontos 

4.5 Instruções de Operação

5. Determinação do Uso Efectivo das Infra-
Estruturas

5.1 Medição
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de entrega com pequenos consumos, a aferição 
dos fornecimentos diários é feita por estimati-
va (consumidores domésticos, terciários e in-
dustriais de consumos moderados) e somente 
para os grandes consumidores se conseguem 
ter leituras apuradas do seu consumo diário. 
Em termos de número absoluto de consumi-
dores, as entregas diárias são maioritariamente 
estimadas. Contudo, em termos energéticos, o 
reduzido número de consumidores com me-
dição por telecontagem representam a maior 
fatia do consumo de gás natural no SNGN.

Para além da supervisão do funcionamento 
do sistema, as medições realizadas e os consu-
mos estimados no SNGN contribuem para os 
processos de: 

• Repartição e balanço, permitindo apurar as 
existências de cada agente de mercado em cada 
infra-estrutura ao dia gás, no âmbito do pro-
cesso de Acerto de Contas.

• Facturação do uso das diferentes infra-es-
truturas e das quantidades consumidas de gás 
natural.

O Acerto de Contas é a função da activida-
de de Gestão Técnica Global do Sistema que 
procede às repartições e balanços associados 
ao uso das infra-estruturas, bem como à deter-
minação das existências individuais nas infra-
estruturas dos diferentes agentes de mercado, 
permitindo identifi car desequilíbrios indivi-
duais e proceder às necessárias compensações 
de existências.

A realização de repartições e balanços consis-
te em caracterizar, para cada agente de merca-
do, o uso efectivo que este fez, de cada infra-
estrutura do SNGN, para cada dia gás. 

Para cumprir este objectivo, o Acerto de 
Contas deve conhecer o Programa de Opera-
ção da RNTIAT, para cada dia gás, elaborado 
com base nas nomeações e renomeações dos 
agentes de mercado, as reservas operacionais 
eventualmente mobilizadas, e a modulação 
que decorra da operação efectiva ao dia gás. 

A determinação do uso efectivo das infra-

estruturas do SNGN deve ter em conta as 
leituras possíveis de obter com detalhe diário, 
assim como as estimativas dos perfi s de con-
sumo para os clientes que não disponham de 
telecontagem. 

As repartições consistem na atribuição aos 
agentes de mercado dos volumes de gás por 
eles processados, em cada infra-estrutura, sen-
do realizadas pelo operador respectivo em co-
ordenação com o Acerto de Contas. 

As repartições são realizadas para cada dia 
gás, com base nas medições ou estimativas e 
nas nomeações e renomeações nos pontos de 
entrada e saída de cada infra estrutura, refe-
rentes ao mesmo período temporal.

O RRC estabelece que os critérios a aplicar 
nas repartições devem ser objectivos, transpa-
rentes e não discriminatórios e devem constar 
do Manual de Procedimentos do Acerto de 
Contas.

A necessidade de efectuar repartições resul-
ta de, para efeitos de balanço, ser indispensá-
vel identifi car as quantidades processadas por 
cada agente de mercado em cada infra-estru-
tura do SNGN, em cada dia gás. Com efeito, 
nas interfaces entre duas infra-estruturas do 
SNGN, as leituras disponibilizadas pelos dis-
positivos de leitura aí existentes apresentam 
uma informação agregada. O mecanismo de 
repartição tem como fi nalidade desagregar es-
sas leituras por agente de mercado.

Identifi ca-se como sendo necessário realizar 
repartições para:

• A entrega de gás natural, a partir do termi-
nal de GNL, para fornecimentos na RNTGN 
e nas redes de distribuição.

• A injecção e extracção de gás natural nos 
armazenamentos subterrâneos.

• A entrega e recepção de gás natural nas in-
terligações transfronteiriças.

• Os fornecimentos de gás natural a clien-
tes fi nais ligados em alta pressão (AP), média 
pressão (MP) e baixa pressão (BP).

As entregas a clientes fi nais são objecto de 
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medição ou estimativa, por parte dos opera-
dores que exploram a infra-estrutura à qual a 
sua instalação de utilização se encontra ligada, 
em função dos dispositivos de medição instala-
dos. Devem ser realizadas estimativas somente 
quando não é possível obter leituras reais, isto 
é, para os clientes que não disponham de tele-
contagem. 

As repartições deverão ser realizadas no dia 
seguinte à ocorrência dos consumos, e ser en-
viadas ao Acerto de Contas para realização dos 
balanços diários dos utilizadores.

Com base nas repartições, os operadores das 
infra-estruturas do SNGN em coordenação 
com o Acerto de Contas devem realizar balan-
ços diários relativos à utilização das respectivas 
infra-estruturas. Os balanços têm como fi nali-
dade calcular as existências individuais de gás 
natural nas infra-estruturas do SNGN. 

As existências individuais são as quantida-
des de gás natural que cada agente de merca-
do dispõe diariamente nas infra-estruturas do 
SNGN.

Identifi ca-se a necessidade de realizar balan-
ços para as seguintes infra-estruturas:

• RNTGN.
• Terminais de GNL.
• Armazenagens subterrâneas de gás natural.
Não se considera necessário calcular existên-

cias para as redes de distribuição uma vez que 
o gás natural contido nas condutas das refe-
ridas redes (armazenamento operacional ou 
linepack) tem pouca expressão no âmbito da 
operação das infra-estruturas do SNGN.

Julgando-se não ir contrariar o que virá a ser 
estabelecido no Manual de Procedimentos do 
Acerto de Contas, os balanços tomam como 
dado de partida as existências individuais no 
fi nal do dia gás anterior. Tomando este valor 
para as existências individuais no início do dia 
gás para o qual se realiza o balanço, sabendo as 
entradas e saídas de gás natural ou GNL para 
as distintas infra estruturas do SNGN, deter-
minando as perdas e autoconsumos associa-

dos ao uso de cada infra-estrutura do SNGN 
e integrando eventuais trocas comerciais entre 
agentes de mercado, determinam-se as exis-
tências individuais no fi m de cada dia gás. Para 
a determinação das existências individuais no 
fi nal de cada dia gás, para as distintas infra-es-
truturas do SNGN, poderão vir a utilizar-se 
expressões do tipo:

Sendo:
- Existências individuais do agente de 

mercado i, no fi nal do dia gás.
 - Existências individuais do agente de 

mercado i, no início do dia gás. 
- Quantidade diária de gás natural 

(capacidade), afecta ao agente de mercado i, 
que atravessa a entrada k.

- Quantidade diária de gás natural 
(capacidade), afecta ao agente de mercado i, 
que atravessa a saída j.

- Factor de ajustamento para perdas e au-
toconsumos.

- Intercâmbios, os quais correspondem às 
trocas comerciais de gás natural, para o dia 
gás em questão, efectuadas entre agentes de 
mercado, apresentando valores positivos ou 
negativos conforme o agente de mercado, ao 
qual o balanço reporta, receba ou ceda gás, 
respectivamente. 

Os valores para as injecções e extracções de 
gás natural e GNL nas infra-estruturas do 
SNGN resultam dos processos de repartição. 
A restante informação necessária à realização 
dos balanços, nomeadamente as trocas comer-
ciais (designadas como intercâmbios), deve ser 
prestada pelos agentes de mercado ao Acerto 
de Contas, no limite, no dia posterior ao dia 
gás. Os factores de ajustamento para perdas e 
autoconsumos são estabelecidos nos termos 
do RARII.

Pelo facto de não se determinarem existên-
cias individuais na rede de distribuição, dever-
se-ão cruzar os dados relativos à rede de trans-
porte e às redes de distribuição interligadas, 

5.2.2 Balanços
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atribuindo como saídas da RNTGN os for-
necimentos em AP, MP e BP afectados das 
perdas e autoconsumos respectivos. 

A metodologia a adoptar para os balan-
ços nas infra-estruturas do SNGN deverá 
assentar em balanços, tendo em conta que 
poderão existir fugas e consumos fraudu-
lentos, os quais são da responsabilidade do 
operador da respectiva infra-estrutura. A 
repartição nas interfaces das infra-estrutu-
ras do SNGN deverá permitir quantificar 
essas ocorrências tendo como referência os 
consumos, medidos ou estimados, afectados 
pelos respectivos factores de ajustamento para 
perdas e autoconsumos. Desta forma, pre-
servar-se-á a coerência relativamente à me-
todologia prevista para a determinação dos 
factores de ajustamento para perdas e auto-
consumos.

As existências finais assim calculadas cor-
respondem às quantidades de gás natural 
que cada agente de mercado dispõe nas di-
versas infra-estruturas do SNGN no final 
de cada dia gás. 

O cálculo dos balanços diários deve ocor-
rer, no limite, no dia seguinte ao cálculo das 
repartições.

Tal como referido anteriormente, as 
infra-estruturas do SNGN necessitam de 
gás natural para operar. Às quantidades de 
gás natural ou GNL presentes nas infra es-
truturas do SNGN associou-se o conceito 
de existências. As existências nas infra-es-
truturas do SNGN deverão estar dentro de 
determinados limites, os quais são determi-
nados pelas características das referidas in-
fra estruturas, assim como pelos critérios de 
operação estabelecidos.

As existências para cada infra-estrutura do 
SNGN são compostas pelas existências in-
dividuais dos agentes de mercado e as quan-
tidades afectas à reserva operacional, que a 
cada momento existem em cada infra-estru-
tura da RPGN. A relação exposta é traduzi-

da através da seguinte expressão:

Uma vez que as existências nas infra-estru-
turas da RPGN deverão situar-se dentro de 
determinados limites, conforme exposto, e 
que o gás natural aí existente obedece à relação 
referida no parágrafo anterior, é consequência 
directa destes pressupostos que as existên-
cias individuais dos agentes de mercado nas 
infra-estruturas do SNGN deverão igualmen-
te estar situadas dentro de determinados valo-
res limite mínimos e máximos.

Em suma, para a RNTGN, para o terminal 
de GNL e para os armazenamentos subterrâ-
neos de gás natural, as existências individuais 
afectas a cada agente de mercado devem situ-
ar-se dentro de limites determinados. Esses li-
mites correspondem às existências individuais 
máximas e mínimas permitidas a cada agente 
de mercado. 

Um critério possível, a defi nição dos limites 
máximos e mínimos das existências dos agen-
tes, seria defi nir os valores limite para cada 
agente de mercado de um modo proporcional 
às capacidades que lhe tenham sido atribuídas 
nas infra-estruturas do SNGN.

Fora da banda compreendida entre os valo-
res do limite mínimo e o do limite máximo, os 
utilizadores encontram-se em desequilíbrio 
individual. 

A informação resultante dos balanços diários 
tem como fi nalidade fornecer aos agentes de 
mercado ferramentas de gestão de existências, 
as quais devem permitir prever e identifi car as 
situações de desequilíbrio individual.

As situações de desequilíbrio individual, em 
virtude das difi culdades que criam, nomea-
damente à gestão do sistema, devem ser for-
temente desincentivadas. Com efeito, um de-
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sequilíbrio individual pode, no limite, forçar 
desequilíbrios por parte de outros agentes de 
mercado.

Neste contexto, está previsto o estabeleci-
mento de um mecanismo de incentivo à repo-
sição de equilíbrios individuais, sempre que 
um agente de mercado se encontre em situação 
de desequilíbrio individual. 

O RRC estabelece que a proposta de meca-
nismo de incentivo à reposição do equilíbrio 
individual por parte dos agentes de mercado 
faça parte da proposta do Manual de Procedi-
mentos do Acerto de Contas. 

Deste modo, os pressupostos estabelecidos 
no RRC indicam que o mecanismo de incen-
tivo à reposição do equilíbrio individual actu-
ará sempre e enquanto o agente de mercado se 
encontrar em situação de desequilíbrio indivi-
dual através da aplicação de penalidades, que 
poderão ter maior impacto em função da gra-
vidade do desequilíbrio.

O mecanismo de incentivo à reposição do 
equilíbrio individual, não sendo um meio de 

monitorização da operação, na medida em que 
não é accionado em tempo real, visa o ajusta-
mento a posteriori da relação entre injecção e 
extracção de gás natural na RNTGN. Por ou-
tro lado, estando-lhe associadas penalidades a 
aplicar aos agentes de mercado que incorram 
em situações de desequilíbrio individual, es-
tabelece um conjunto de consequências eco-
nómicas as quais deverão incentivar a partici-
pação dos agentes numa gestão adequada das 
infra estruturas da RPGN. 

A resolução de desequilíbrios individuais, 
contando que os agentes de mercado dispo-
nham de gás natural nas restantes infra-estru-
turas do SNGN, pode ser resolvido, na maio-
ria dos casos, nas nomeações subsequentes ou 
através de trocas comerciais de gás natural en-
tre agentes. 

Por outro lado, o Gestor Técnico Global do 
SNGN não deverá permitir que um determi-
nado agente de mercado nomeie entradas de 
gás no SNGN, se o seu nível global de existên-
cias (incluindo o armazenamento subterrâneo) 

QUADRO 1

Possibilidades identifi cadas de resolução dos desequilíbrios individuais

O Quadro 1 apresenta as distintas possibili-
dades identifi cadas que os agentes de mercado 
dispõem para a resolução dos desequilíbrios 
individuais numa determinada infra-estrutu-
ra.

Importa ainda considerar a situação na qual 
um agente de mercado está em desequilíbrio 
individual por se encontrar abaixo do nível 
mínimo de existências numa determinada 

infra-estrutura, não dispondo de gás no siste-
ma que lhe permita repor um nível adequado 
de existências. Para além de pagar as penali-
dades correspondentes, esse agente deverá de-
monstrar ao Gestor Técnico Global do SNGN 
que se encontra em condições de corrigir o 
seu desequilíbrio, sustentando-o através de 
programações semanais aprovadas. Essas pro-
gramações devem contemplar especialmente 
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a capacidade nas interligações internacionais 
e as descargas de metaneiros no terminal de 
GNL.

Para além de todos os aspectos mencionados 
que confi guram a operação normal do sistema, 
há que prever a operação do sistema em situa-
ções de contingência, conforme explicitada.

No caso de desequilíbrios graves onde se pre-
veja um risco efectivo de segurança de abaste-
cimento, compete ao Gestor Técnico Global 
do SNGN declarar a ocorrência de uma si-
tuação de contingência, recorrendo aos meios 
previstos para repor as variáveis de controlo e 
segurança dentro dos limites admissíveis, de 
acordo com Planos de Actuação previamente 
defi nidos e estabelecidos no Manual de Proce-
dimentos da Operação do Sistema. 

O exercício da função de Acerto de Contas 
deve obedecer ao disposto no Manual de Pro-
cedimentos do Acerto de Contas. Este manual 
deve incluir, entre outras, as condições para 
a adesão ao Sistema de Acerto de Contas, as 
modalidades e os procedimentos de cálculo 
dos valores das garantias a prestar pelos agen-
tes de mercado, a informação a ser transmitida 
entre os diferentes intervenientes, os procedi-
mentos específi cos e os detalhes associados a 
repartições, balanços e à resolução de desequi-
líbrios. A recolha, registo e divulgação da infor-
mação relativa a todos os aspectos associados 
aos processos atrás referidos, designadamente 
no relacionamento entre o operador da rede 
de transporte, os operadores das restantes 
infra-estruturas da RPGN e os agentes de 
mercado, deverão fazer parte do Manual de 
Procedimentos do Acerto de Contas.

Pelo conjunto variado de documentos regu-
lamentares envolvidos no SNGN e pelo fac-
to de terem sido publicados em instantes de 
tempo diferentes, a visão de conjunto do fun-
cionamento das redes, infra-estruturas e in-
terligações do SNGN não é fácil. Uma forma 
de ultrapassar esta difi culdade passa por uma 

descrição de todos os processos associados ao 
funcionamento SNGN em três etapas:

1. Atribuição de capacidade nas infra-estru-
turas do SNGN - processos de programação 
e nomeação.

2. Operação das infra-estruturas do SNGN 
ao dia gás.

3. Determinação do uso efectivo das redes, 
infra-estruturas e interligações do SNGN 
– incentivos à reposição de equilíbrios indivi-
duais.

As três etapas estão associadas a uma pers-
pectiva temporal e relacionam-se com os vários 
documentos complementares aos regulamen-
tos.

Desta forma, a 1.ª etapa, relativa aos dias an-
teriores ao dia gás, relaciona-se com as Con-
dições Gerais dos Contratos de Uso, Meto-
dologias dos Estudos para a Determinação da 
Capacidade e os Mecanismos de Atribuição da 
Capacidade para as diferentes infra estruturas 
do SNGN.

A 2.ª etapa, relativa ao dia gás, está associada 
ao Manual de Procedimentos da Operação do 
SNGN.

Por último, a 3.ª etapa, relativa aos dias pos-
teriores ao dia gás, relacionada com o Manual 
de Procedimentos do Acerto de Contas e o 
Guia de Medição, Leitura e Disponibilização 
de dados.

Os documentos complementares são aprova-
dos pela ERSE na sequência de propostas dos 
operadores das respectivas infra-estruturas do 
RPGN. Deste modo, as considerações apre-
sentadas sobre o funcionamento do SNGN, 
para além de justifi carem algumas disposições 
regulamentares, têm o intuito de servir de base 
de trabalho, para o futuro desenvolvimento 
dos documentos complementares, a concreti-
zar pelos operadores nas suas propostas. To-
das as ideias apresentadas como soluções para 
os processos de funcionamento são apenas su-
gestões, não sendo consideradas como a única 
solução possível.
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A actividade de Distribuição de Energia 
Eléctrica, em Portugal, é regulada por preço 
máximo, com uma evolução indexada à taxa 
de inflação, adicionada dos ganhos de eficiên-
cia previstos para o período de regulação. 

No ano anterior a cada período de regulação 
é necessário calcular a base de custos inicial, 
assim como os parâmetros de regulação para 
os anos seguintes.

Palavras Chave: actividade de distribuição 
de energia eléctrica, preço máximo, parâme-
tros de regulação.

A actividade de Distribuição de Energia 
Eléctrica é regulada por preço máximo, 
com uma evolução indexada à taxa de in-
flação, adicionada dos ganhos de eficiên-
cia previstos para o período de regulação. 

Na forma de regulação por preço máximo 
ao se definir a evolução anual dos preços é 
preciso calcular o preço inicial. Na defini-
ção de preço inicial é necessário ter em con-
ta três parâmetros: os custos da empresa, a 
remuneração dos activos e os incentivos que 
se pretende promoverem.

A regulação baseada em preços máximos 
permite que a empresa regulada retenha 
os ganhos suplementares de eficiência que 
obtenha ao longo do período de regulação. 
Com efeito, descidas dos custos não são re-
flectidas nas tarifas, assim como, subidas 
dos custos não são transmitidas aos consu-
midores. A base de custos aceite fica assim 

determinada, a priori, de forma implícita 
pela definição dos parâmetros de regulação.

Os parâmetros de regulação da actividade 
de Distribuição de Energia Eléctrica foram 
determinados com base em dois documen-
tos: “Metas de Eficiência para a actividade de 
Distribuição de Energia Eléctrica” e “Evolu-
ção dos custos da EDP Distribuição”.

No documento “Metas de Eficiên-
cia para a actividade de Distribuição 
de Energia Eléctrica”, analisou-se a efi-
ciência económica e técnica das áreas e 
unidades de rede, respectivamente, da 
EDP Distribuição e estimaram-se poten-
ciais ganhos de eficiência. Baseado na análi-
se da eficiência técnica das unidades de rede 
e na análise da eficiência económica (de 
custos) das áreas de rede da EDP Distribui-
ção, procurou apresentar-se nesse trabalho 
uma estimativa do que poderia ser exigível 
à EDP Distribuição em termos de ganhos 
de eficiência. 

No documento “Evolução dos Custos da 
EDP Distribuição”, analisou-se a evolução 
dos custos da EDP Distribuição no período 
1998-2004, apresentou-se a metodologia 
de cálculo dos parâmetros no segundo e ter-
ceiro períodos de regulação, comparou-se a 
base de custos reais da empresa com os cus-
tos aceites pelo regulador e com as previsões 
enviadas pela empresa, e apresentaram-se as 
previsões da empresa para o novo período 
de regulação.
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Existe um conjunto de aspectos que devem 
ser considerados na determinação dos parâ-
metros associados à componente fi xa e à com-
ponente variável dos proveitos da actividade 
de Distribuição de Energia Eléctrica (factores 
X): 

• Base de custos a considerar.
• Período para a eliminação da inefi ciência.
• Metas de efi ciência a aplicar aos custos con-

troláveis.
• Progresso tecnológico.
• Progressividade a impor aos ganhos de efi -

ciência.
• Rendimentos à escala.
• Repartição entre a componente fi xa e a 

componente variável.

Os níveis de efi ciência determinados no es-
tudo “Metas de Efi ciência para a actividade de 
Distribuição de Energia Eléctrica” foram obti-
dos com base nos custos reais da empresa.

A Figura 1 permite comparar os custos con-
troláveis ocorridos, com as previsões da em-
presa e com a base de custos que incorpora os 
ganhos de efi ciência impostos pela regulação. 

Da análise da fi gura pode-se concluir que en-
tre 2002 e 2004 a empresa atingiu parte dos 
ganhos de efi ciência impostos pela regulação, 
reduzindo os custos ocorridos relativamente 

aos previstos, fi cando acima da base de custos 
defi nida pela ERSE em cerca de 12%, em 2004. 
A base de custos de 2005 defi nida pela ERSE 
refl ecte a aceitação dos custos com o PAR, o 
que implicou uma transferência de custos anu-
ais para custos de investimento a recuperar em 
20 anos.

Assim, consideraram-se duas hipóteses para 
a base de custos inicial:

H1Bcustos - os custos controláveis aceites nas 
tarifas para 2005, que incorporam os ganhos 
de efi ciência impostos para os períodos de re-
gulação anteriores, actualizados para 2006.

H2Bcustos - os custos controláveis previstos 
pela EDP Distribuição, para 2006.

A obtenção dos ganhos de efi ciência nos cus-
tos controláveis pode ou não ser conseguida 
num período de regulação. 

Conceptualmente é possível pensar em atin-
gir as metas de efi ciência em um ou mais perí-
odos de regulação. A escolha depende não só 
dos ganhos de efi ciência a alcançar mas tam-
bém da fase do processo de regulação. Neste 
contexto é importante analisar o desempenho 
da empresa nos últimos períodos de regulação 
que pode ser analisado no documento “Evolu-
ção dos custos da EDP Distribuição”.

No início de um processo de regulação, quan-
do a empresa apresenta ainda grandes níveis 
de inefi ciência estrutural, é fácil obter ganhos 
de efi ciência, que são sempre marginalmen-
te decrescentes. À medida que se desenrola o 
processo de regulação e as medidas de redução 
de custos vão sendo tomadas, os potenciais ga-
nhos vão diminuindo ao longo do tempo.

A escolha da base de custos a considerar tam-
bém infl uência a defi nição do período para a 
obtenção dos ganhos de efi ciência. A consi-
deração de uma base de custos considerada 
quase efi ciente, é compatível com um período 
alargado para a redução da efi ciência adicional. 
A consideração de uma base de custos que re-
fl ecte os custos reais da empresa é compatível 
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Hipóteses a Considerar para o Cálculo 
dos Parâmetros

Figura 1 - Custos controláveis na actividade de Distribuição 
de Energia Eléctrica

Notas:
[a] Acrescido do benefício de 2003 e 2004 ao abrigo do PAR.
[b] Exclui indemnizações ao abrigo do regulamento da Qua-
lidade de Serviço, as indemnizações por mútuo acordo extra 
PAR e rectifi ca os valores do PAR tendo em conta o activo 
regulatório.

Base de custos a considerar

Período para a obtenção dos ganhos
de efi ciência
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com a exigência de um período mais curto para 
atingir metas de efi ciência.

Tendo em conta o exposto consideraram-se 
duas hipóteses para o período de eliminação 
da efi ciência na actividade de distribuição:

H1anos - Um período de regulação, 3 anos em 
que se considera que a imposição de ganhos de 
efi ciência nesse período mantém o nível de exi-
gência imposto nos períodos anteriores, sobre 
uma base de custos proposta pela empresa, a 
qual refl ecte os custos reais da empresa.

H2anos - Dois períodos de regulação, 6 anos, 
que resulta de se considerar que a base de cus-
tos inicial já incorpora os ganhos de efi ciência 
impostos nos períodos de regulação anterio-
res e portanto o ganho de efi ciência adicio-
nal deverá ser obtido de forma mais gradual.

O nível de efi ciência determinado no docu-
mento “Metas de Efi ciência para a Actividade 
de Distribuição de energia eléctrica“ refere se 
aos custos controláveis de exploração da acti-
vidade de Distribuição de Energia Eléctrica e, 
portanto, as metas de efi ciência apenas devem 
incidir sobre os custos controláveis desta acti-
vidade. Os factores X, de acordo com a regu-
lamentação em vigor, irão incidir sobre a to-
talidade dos custos de exploração controláveis, 
sobre os custos de exploração não controláveis 
(amortizações, rendas de concessão e provi-
sões) e sobre a remuneração do activo. Conse-
quentemente, os factores X refl ectem não só a 
efi ciência imposta nos custos controláveis, mas 
também a evolução dos custos não controlá-
veis, a remuneração do capital e os acréscimos 
de consumo de energia eléctrica.

Os custos controláveis usados para a análi-
se de efi ciência representam entre 70% a 80% 
dos custos controláveis da actividade de Dis-
tribuição de Energia Eléctrica, uma vez que se 
utilizaram apenas os custos directos das áreas 
de rede, a fi m de evitar a utilização de critérios 
de imputação de custos. Apresentam-se duas 
possibilidades para a determinação dos ganhos 

de efi ciência para a totalidade dos custos con-
troláveis:

H1EF - Exigir uma redução de 20% em 70% 
dos custos controláveis da actividade de Dis-
tribuição de Energia Eléctrica, e considerar 
que nos restantes 30% de custos, a empresa é 
efi ciente.

H2EF - Exigir uma redução de 20% à tota-
lidade dos custos controláveis da actividade 
de Distribuição de Energia Eléctrica, uma vez 
que os custos que não foram analisados dizem 
respeitos a custos da estrutura central, nomea-
damente custos com fornecimentos e serviços 
externos, aos quais se deve impor ganhos de 
efi ciência semelhantes aos impostos aos custos 
relativos às áreas de rede.

O nível de custos efi ciente é o custo objecti-
vo para os custos controláveis, enquanto que 
o factor X, de acordo com o enquadramento 
regulamentar vigente, representa a variação 
real anual de uma componente fi xa e de uma 
componente variável unitária da totalidade 
dos custos da actividade de Distribuição de 
Energia Eléctrica.

Os ganhos de efi ciência da empresa podem 
ter duas origens. Deslocação da fronteira de 
efi ciência, que refl ecte os ganhos de efi ciência 
no sector resultantes do progresso tecnológi-
co (designado na literatura por frontier shift) e 
ganhos de efi ciência ao nível da empresa, que 
refl ecte a aproximação da empresa à fronteira 
de efi ciência (designado na literatura por ca-
tch-up eff ect). Os últimos são os ganhos a ser 
alcançados pelas empresas que ainda não estão 
na fronteira de efi ciência. A empresa deve con-
seguir alcançar, não apenas o ganho da indús-
tria (a deslocação da fronteira), mas também 
os ganhos de efi ciência específi cos, eliminado a 
inefi ciência específi ca da empresa. 

Deste modo, adicionalmente aos ganhos de 
efi ciência determinados na presente análise, 
pode impor-se uma meta de efi ciência que re-
fl icta o progresso tecnológico (deslocação da 
fronteira de efi ciência). Assim, mesmo as áreas 

Metas de efi ciência a aplicar aos custos 
controláveis

Progresso tecnológico
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de rede que são efi cientes, dado um determi-
nado nível tecnológico, podem tornar-se mais 
efi cientes se integrarem os efeitos do progresso 
tecnológico.

O regulador de electricidade e gás de Ingla-
terra (Ofgem) na sua proposta inicial para os 
proveitos permitidos das empresas de distri-
buição de energia eléctrica para o período de 
regulação 2005/2010 propôs uma deslocação 
da fronteira de 2% ao ano, baseado num estu-
do de produtividade global de factores efectu-
ado pela Universidade de Cambridge . Após os 
comentários das empresas, que consideraram 
este valor demasiado severo, e uma análise 
à evolução dos custos do sector nos últimos 
anos, a Ofgem reconsiderou a sua posição e 
considerou um aumento de produtividade do 
sector de 1,5% ao ano como sendo uma hipó-
tese mais robusta.  

O regulador de electricidade e gás da Holan-
da (Dte) fi xou um acréscimo de produtividade 
do sector de 2% na determinação do factor X 
para o período de regulação 2002-2004, base-
ando se numa análise internacional. Para o ano 
de 2005 este regulador optou por um acrésci-
mo de produtividade de 1,5%.

Na análise de sensibilidade efectuada no pre-
sente estudo, consideraram-se duas hipóteses:

H1PT - acréscimo de produtividade do sector 
de 1% ao ano;

H2PT - acréscimo de produtividade do sector 
nulo.

Na determinação da meta de efi ciência a im-
por aos custos controláveis é necessário colo-
car hipóteses quanto ao grau de economias de 
escala dos custos em análise. Considera-se que 
a actividade de Distribuição de Energia Eléc-
trica é uma actividade onde se verifi cam eco-
nomias de escala, ou seja, um aumento do nível 
de produção numa determinada percentagem 
vai provocar um aumento dos custos numa 
percentagem inferior, o que equivale a afi rmar 
que o custo médio decresce à medida que se 
aumentam os consumos.

No anterior período de regulação assumiu-se 
um grau de economias de escala de 100%, ou 
seja, considerou-se que os custos controláveis 
não variavam com o acréscimo de consumos. 
Esta é a primeira hipótese considerada na aná-
lise de sensibilidade (H1 RE ). 

A outra hipótese, consiste em considerar que 
se verifi cam economias de escala de 0% (H2 RE 
), isto é, permite-se um acréscimo dos custos 
controláveis igual ao acréscimo previsto para 
os consumos. De entre as várias componentes 
dos custos controláveis, apenas as rubricas de 
“fornecimentos e serviços externos” e de “ma-
teriais diversos” evoluem anualmente com os 
consumos. Tendo em conta que estas rubricas 
representam cerca de 45% do total dos cus-
tos controláveis, optou-se por considerar que 
uma variação do consumo de 1% causa uma 
variação de 0,5% nos custos controláveis.

Tendo em conta o enquadramento regula-
mentar esta repartição afecta unicamente o 
risco associado aos proveitos permitidos à 
empresa que variam com a diferença entre 
os consumos previstos e os consumos ocor-
ridos.

Nos períodos de regulação anteriores, ao se 
considerar que a componente fi xa era nula, e 
que a componente variável unitária era fun-
ção da energia distribuída, a empresa incor-
porava o risco total do desvio dos consumos, 
na medida em que uma variação de 1% nos 
consumos se refl ectiria numa variação de 1% 
dos custos (controláveis, não controláveis e 
remuneração do activo). 

Os custos da actividade de Distribuição de 
Energia Eléctrica, são essencialmente custos 
fi xos, relacionados com as infra-estruturas, 
que refl ectem variações de consumos ao longo 
dos anos não directamente infl uenciados pela 
variação do próprio ano, isto é, a rede deve ser 
dimensionada para um determinado volume 
de consumos previsto a prazo e não para a va-
riação de consumos de curto prazo.
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Repartição entre a componente fi xa 
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Assim, consideraram-se três hipóteses:
H1FV - Considerar, tal como nos períodos 

de regulação anteriores, 0% para os custos 
fixos e 100% para os custos variáveis, em 
todas as redes.

H2FV - Considerar, tal como propôs a 
EDP Distribuição, 50% para os custos fi-
xos e 50% para os custos variáveis, em to-
das as redes.

H3FV - Calcular a componente variável 
tendo em conta a estrutura de receitas 
da actividade de Distribuição de Energia 
Eléctrica relacionados com a energia a qual 
deve ser aderente à estrutura dos custos. 
Nomeadamente considerando as receitas 
dos termos de energia das tarifas de uso 
das redes relacionados com as perdas nas 
redes, e as receitas do termo de potência 
em horas de ponta, variável de facturação 
calculada pelo quociente entre o consumo 
de energia em horas de ponta num mês e o 
número de horas de ponta desse mês. Uti-
lizando esta metodologia e tendo por base 
o referencial de custos utilizado no cálculo 
da estrutura das tarifas para 2006, obte-
ve-se um valor de 35% para a componente 
fixa e 65% para a componente variável para 
as redes de AT e MT e um valor de 45% 
para a componente fixa e 55% para a com-
ponente variável para as redes BT.

Foram construídos alguns cenários com-
binando as hipóteses anteriormente apre-
sentadas.

Construíram-se dois cenários extremos, o 
cenário 1, partindo da base de custos con-
troláveis apresentada pela própria empresa 
para 2006 associado a metas de eficiência 
pouco exigentes ao longo dos anos e o ce-
nário 2, partindo da base de custos que já 
incorpora os ganhos de eficiência impostos 
em períodos anteriores, associada a metas 
de eficiência menos exigentes ao longo dos 
anos.

Partindo destes cenários extremos cons-

truíram-se 3 cenários adicionais (cenários 
4 a 6).

No Quadro 1 sintetizam-se os pressupostos 
considerados neste cenário.

Neste cenário os proveitos permitidos na 
actividade de Distribuição de Energia eléctri-
ca variam 14,1% em 2006 face aos proveitos 
considerados nas tarifas para 2005, 4,9% em 
2007 e -2,1% em 2008.

Os parâmetros associados às componentes 
fi xas (XURD,F) são -0,75% em 2007 e -0,35 em 
2008 em AT/MT e de -0,69%e -0,91% em 
2007 e 2008, respectivamente em BT, e os 
parâmetros associados às componentes vari-
áveis (XURD,P) rondam os 3,35% em 2007 e 
3,75% em 2008 em AT/MT e de 2,78% em 
2007 e 3,18% em 2008 em BT. 

No Quadro 2 sintetizam-se os pressupostos 
considerados neste cenário.

Neste cenário os proveitos permitidos na 
actividade de Distribuição de Energia eléc-
trica variam 4,4% em 2006 face aos proveitos 
considerados nas tarifas para 2005, 4,4% em 
2007 e -3,3% em 2008.

Os parâmetros associados às componentes 
fi xas (XURD,F) são -0,06% em 2007 e de 0,35% 
em 2008 em AT/MT e 0,03%e -0,12% em 
2007 e 2008, respectivamente em BT. Os 
parâmetros associados às componentes va-
riáveis (XURD,P) são de 4,01% em 2007 e de 

Análises de Sensibilidade

Cenário 1

QUADRO 1

Pressupostos do Cenário 1
 

QUADRO 2

Pressupostos do Cenário 2
 

Cenário 2
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No Quadro 3 sintetizam-se os pressupostos 
considerados neste cenário.

Neste cenário os proveitos permitidos na ac-
tividade de Distribuição de Energia eléctrica 
variam 10,7% em 2006 face aos proveitos con-
siderados nas tarifas para 2005, 3,3% em 2007 
e -3,9% em 2008.

Os parâmetros associados às componentes 
fi xas (XURD,F) são 1,08% em 2007 e 1,38% em 
2008 em AT/MT e 1,1% e 0,77% em 2007 e 
2008, respectivamente em BT. 

Os parâmetros associados às componentes 
variáveis (XURD,P) são de 5,11% em 2007 e de 
5,41% em 2008 em AT/MT e de 4,51% em 
2007 e de 4,79% em 2008 em BT.

Este cenário corresponde ao cenário 3 com as 
seguintes alterações:

• O factor de efi ciência de 20% na totalidade 
dos custos controláveis não é constante ao lon-
go do período de regulação, exigindo-se uma 
maior efi ciência no 1º ano (10%) e no 2º e 3º 
ano de 5%.

• A componente variável foi calculada tendo 
em conta a estrutura de receitas da actividade 
de Distribuição de Energia Eléctrica relacio-
nados com a energia a qual deve ser aderente 
à estrutura dos custos. Nomeadamente consi-
derando as receitas dos termos de energia das 
tarifas de uso das redes relacionados com as 
perdas nas redes, e as receitas do termo de po-
tência em horas de ponta, variável de factura-
ção calculada pelo quociente entre o consumo 
de energia em horas de ponta num mês e o nú-
mero de horas de ponta desse mês. Utilizando 
esta metodologia e tendo por base o referencial 
de custos utilizado no cálculo da estrutura das 

tarifas para 2006, obteve-se um valor de 35% 
para a componente fi xa e 65% para a compo-
nente variável para as redes de AT e MT e um 
valor de 45% para a componente fi xa e 55% 
para a componente variável para as redes BT.

No Quadro 4 sintetizam-se os pressupostos 
considerados neste cenário.

Neste cenário os proveitos permitidos na ac-
tividade de Distribuição de Energia eléctrica 
variam 9,5% em 2006 face aos proveitos consi-
derados para tarifas para 2005, 3,9% em 2007 
e -3,4% em 2008.

Os parâmetros associados às componentes 
fi xas (XURD,F) são 0,5% em 2007 de 0,8% em 
2008 em AT/MT e 0,5% e 0,2% em 2007 e 
2008, respectivamente em BT. 

Os parâmetros associados às componentes 
variáveis (XURD,P) são de 4,5% em 2007 e de 
4,9% em 2008 em AT/MT e de 3,9% e 4,2% 
em 2007 e 2008, respectivamente, em BT.

Este cenário corresponde ao cenário 3 man-
tendo-se a taxa de custo do capital em 8,5%, 
valor considerado nas Tarifas de 2005.

No Quadro 5 sintetizam-se os pressupostos 
considerados neste cenário.

Neste cenário os proveitos permitidos na 
actividade de Distribuição de Energia eléctri-
ca variam 12,1% em 2006 face aos proveitos 
considerados para tarifas para 2005, 3,2% em 
2007 e -3,9% em 2008.
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Cenário 3

QUADRO 3

Pressupostos do Cenário 3
 

Cenário 4

QUADRO 4

Pressupostos do Cenário 4

Cenário 5

QUADRO 5

Pressupostos do Cenário 5
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Os parâmetros associados às componentes 
fi xas (XURD,F) são 1,05% em 2007 e 1,35% em 
2008 em AT/MT e 1,12% e 0,8% em 2007 e 
2008, respectivamente em BT. 

Os parâmetros associados às componentes 
variáveis (XURD,P) são de 5,07% em 2007 e de 
5,38% em 2008 em AT/MT e de 4,53% em 
2007 e de 4,82% em 2008 em BT.

Este cenário corresponde ao cenário 4 man-
tendo-se a taxa de custo do capital em 8,5%, 
valor considerado nas Tarifas de 2005.

No Quadro 6 sintetizam-se os pressupostos 
considerados neste cenário.

Neste cenário os proveitos permitidos na 
actividade de Distribuição de Energia eléctri-
ca variam 10,8% em 2006 face aos proveitos 
considerados para tarifas para 2005, 3,8% em 
2007 e -3,4% em 2008.

Os parâmetros associados às componentes fi -
xas (XURD,F) são 0,4% e 0,8% em 2007 e 2008, 
respectivamente, em AT/MT e 0,8% e 0,5% 
em 2007 e 2008, respectivamente em BT. 

Os parâmetros associados às componen-
tes variáveis (XURD,P) são de 4,5% em 2007 e 
de 4,8% em 2008 em AT/MT e de 3,9% em 
2007 e de 4,3% em 2008 em BT.

Este cenário corresponde ao cenário 2 com as 
seguintes alterações:

• Progresso tecnológico 0%.
• Economias de escala de 50%.
• Custo do capital 8,5%.
• Calcular a componente variável tendo por 

base a estrutura de receitas sobre termos de 
energia das tarifas de uso das redes para 2006.

No Quadro 7 sintetizam-se os pressupostos 

considerados neste cenário.

Neste cenário os proveitos permitidos na activi-
dade de Distribuição de Energia eléctrica variam 
6,5% em 2006 face aos proveitos considerados 
para tarifas para 2005, 5,1% em 2007 e -2,4% em 
2008.

Os parâmetros associados às componentes fi xas 
(XURD,F) são -0,87% e de -0,42% em 2007 e 2008, 
respectivamente, em AT/MT e -0,76% e -0,97% 
em 2007 e 2008, respectivamente em BT. 

Os parâmetros associados às componentes vari-
áveis (XURD,P) são de 3,24% em 2007 e de 3,68% 
em 2008 em AT/MT e de 2,71% em 2007 e de 
3,12% em 2008 em BT.

A Figura 2 permite comparar o impacte na base 
de custos controláveis da actividade de Distri-
buição de Energia Eléctrica dos vários cenários 
apresentados. Para além deste impacte nos custos 
controláveis há ainda que considerar o impacte da 
redução da remuneração do activo em cerca de 13 
milhões de euros por ano, em consequência da 
alteração da taxa de 8,5% para 8%, nos cenários 
2, 3 e 4.

Cenário 6

QUADRO 6

Pressupostos do Cenário 6
 

Cenário 7

QUADRO 7

Pressupostos do Cenário 7
 

Comparação de Cenários

Figura 2 - Base de custos controláveis da actividade de 
Distribuição de Energia Eléctrica

 Nota:
[a] Rectifi ca o benefício de 2003 e 2004 ao abrigo do PAR.
[b] Exclui indemnizações RQS e por mútuo acordo extra PAR, rectifi ca 
os valores do PAR para investimento e as taxas de infl ação subjacentes 
nas previsões.

PARÂMETROS DE REGULAÇÃO NA ACTIVIDADE DE DISTRIBUIÇÃO

DE ENERGIA ELÉCTRICA PARA O PERÍODO DE REGULAÇÃO 2006-2008



190

Tendo em conta os vários cenários, conside-
rou-se mais adequado partir da base de custos 
controláveis prevista pela EDP Distribuição, 
para 2006, uma vez que foi com base nestes 
custos que foi determinada a meta de efi ciên-
cia.

Esta opção é coerente com o estabelecimen-
to de metas de efi ciência a mais curto prazo. 
Assim, considerou-se que os 20% de efi ciência 
deveriam incidir sobre a totalidade dos custos 
controláveis e que este objectivo deveria ser 
atingido num período de regulação. Adicio-
nalmente, tendo em conta a mudança de base 
de custos optou-se por impor um maior ganho 
de efi ciência no primeiro ano, exigindo-se uma 
redução de custos controláveis de 10% no pri-
meiro ano e de 5% nos anos seguintes.

Considerou-se ainda uma redução adicional 
dos custos controláveis de 1% ao ano devido ao 
efeito do progresso tecnológico.

De entre as várias componentes dos custos 
controláveis, apenas as rubricas de “forneci-
mentos e serviços externos” e de “materiais di-
versos” evoluem anualmente com os consumos. 
Tendo em conta que esta rubricas representam 
cerca de 45% do total dos custos controláveis, 
optou-se por considerar que uma variação do 
consumo de 1% causa uma variação de 0,5%

nos custos controláveis.
Para a repartição entre as componentes fi xas 

e variáveis dos parâmetros que estabelecem os 
proveitos permitidos, optou-se por considerar 
a metodologia que tem por base um referencial 
de custos coerente com o utilizado no cálculo 
da estrutura tarifária. De onde resultou uma 
repartição de 35% para a componente fi xa e 
65% para a componente variável para as redes 
de AT e MT e um valor de 45% para a com-
ponente fi xa e 55% para a componente variável 
para as redes BT.

O cenário considerado corresponde ao cená-
rio 4 deste documento.

Neste cenário os proveitos permitidos na ac-
tividade de Distribuição de Energia eléctrica 
variam 9,5% em 2006, 3,9% em 2007 e -3,4% 
em 2008.

Os parâmetros associados às componentes fi -
xas (XURD,F) são 0,5% e 0,8% em 2007 e 2008, 
respectivamente, em AT/MT e 0,5% e 0,2% 
em 2007 e 2008, respectivamente em BT. 

Os parâmetros associados às componentes 
variáveis (XURD,P) são de 4,5% em 2007 e de 
4,9% em 2008 em AT/MT e de 3,9% e de 
4,2% em 2007 e 2008, respectivamente,  em 
BT.
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Os operadores das redes constituem os agen-
tes económicos centrais de todo o processo de 
liberalização e de introdução de concorrência 
devendo a sua actuação na operação das redes 
primar pela transparência e pela não discrimi-
nação dos agentes que as pretendem “usar”.

Assim, as actividades de Transporte de 
Energia Eléctrica e de Distribuição de Ener-
gia Eléctrica por serem monopólios naturais 
devem ser sujeitas a regulação.

Em Portugal aplicam-se formas de regulação 
distintas para cada uma destas actividades.

Palavras chaves: Redes, regulação, custo do 
capital.

O fornecimento de energia eléctrica pressu-
põe a existência de quatro actividades: produ-
ção, transporte, distribuição e comercialização 
de energia eléctrica. Se relativamente às activi-
dades de produção e comercialização se pode 
abrir o mercado à livre concorrência, o mesmo 
não acontece nas actividades de transporte e 
distribuição (actividades de capital intensivo) 
devido à sua especifi cidade. A existência de 
redes múltiplas não é uma medida efi ciente, 
implicando portanto a existência de monopó-
lio natural nestas duas actividades. Para evitar 
o abuso de posição dominante é necessária a 
intervenção do regulador, Estado ou entidade 
independente, de modo a que os consumidores 
paguem o custo adequado das actividades ne-
cessárias ao fornecimento de energia eléctrica.

A regulação deve incentivar a efi ciência da 
empresa, a redução de custos e, consequente-

mente, a redução das tarifas aos clientes, mas 
permitir ao mesmo tempo um nível de pro-
veitos que possibilite a empresa manter uma 
adequada qualidade de serviço, o fi nanciamen-
to de novos investimentos e uma remuneração 
justa do capital investido.

Na concepção moderna da actividade econó-
mica do sector eléctrico, as redes constituem 
o veículo de suporte físico das transacções 
comerciais que se estabelecem, tendo como 
principal papel facilitar as trocas de energia 
eléctrica. As redes constituem o ponto central 
de todo o processo de liberalização e de intro-
dução de concorrência nestes sectores que se 
tem vindo a implantar nos últimos anos.

Tradicionalmente este sector operava em re-
gime de monopólio verticalmente integrado 
(Figura 1), no qual a cadeia de transacção se es-
tendia do produtor até ao consumidor, haven-
do um acréscimo de valor ao longo da cadeia 
que refl ectia o valor da utilização da infraes-
trutura de rede, sem que, no entanto, houvesse 
uma separação clara entre o valor do produto 
propriamente dito e o valor da infraestrutura 
necessária ao estabelecimento da transacção. 

Nos últimos anos, a estrutura organizativa 
tradicional do sector eléctrico tem vindo a ser 
desagregada, assistindo-se à desverticalização 
do sector e à separação das diversas activida-
des que o compõem. O objectivo tem consis-
tido em individualizar as actividades que po-
dem ser desenvolvidas em regime de mercado 
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(produção e comercialização), das actividades 
que, por serem monopólios naturais, devem 
ser reguladas (infraestruturas de rede e a sua 
operação tanto ao nível do transporte como da 
distribuição). 

A desverticalização e a liberalização do sector 
eléctrico implicaram uma redefi nição do papel 
da regulação, passando esta, nomeadamente a:

• Defi nir as regras de operação do sector, no-
meadamente das actividades que operam em 
regime de mercado.

• Defi nir as regras de acesso e de uso das in-
fraestruturas.

• Estabelecer as tarifas de acesso.
• Supervisionar o funcionamento do merca-

do.
• Monitorizar a concorrência.

Relativamente à regulação das redes, propria-
mente dita, os objectivos consistem em:

• Assegurar a existência de capacidade ne-
cessária ao suporte das transacções solicitadas 
pelos agentes.

• Assegurar o acesso transparente e não dis-
criminatório de todos os agentes à infraestru-
tura e o estabelecimento de regras de mercado 
na atribuição de capacidades.

• Assegurar tarifas adequadas de utilização 
das infraestruturas.

As tarifas de acesso às infra-estruturas são 
umas das principais componentes da liberali-
zação e da concorrência no sector.

O estabelecimento das tarifas deve obedecer 

aos seguintes princípios:
• Não discriminação entre utilizadores, per-

mitindo que o acesso seja disponibilizado em 
igualdade de circunstâncias a todos os interes-
sados.

• Transparência, a metodologia de cálculo 
deve ser estabelecida a priori e acessível a todos 
os interessados.

• Tarifas baseadas nos custos, ou seja, as tari-
fas devem ser determinadas com base nos cus-
tos decorrentes do fornecimento do serviço.

• Inexistência de subsidiação cruzada, isto é, 
a tarifa paga por cada utilizador deve refl ectir 
os custos que o sistema incorre pelo forneci-
mento do serviço a esse utilizador.

Na fi xação das tarifas devem estar subjacen-
tes os seguintes objectivos:

• Proporcionar às empresas detentoras das 
redes a recuperação dos custos relativos aos 
investimentos nas redes:

• Custos com a instalação das infraestrutu-
ras.

• Custos com a operação e manutenção das 
infraestruturas.

• Proporcionar aos utilizadores das redes os 
sinais económicos adequados a uma utilização 
efi ciente dos recursos, de forma a evitar con-
gestionamentos.

A regulação económica das redes tem por 
objectivo estabelecer regras necessárias ao de-
senvolvimento de actividades que constituem 
monopólios naturais tais como, a instalação, a 
operação e a manutenção de uma infraestrutu-
ra, procurando simular a existência de meca-
nismos de mercado.

De entre os objectivos da regulação económi-
ca das redes destacam-se:

• Criar incentivos à construção de novas in-
fraestruturas de forma a garantir a existência 
atempada de oferta.

• Atrair capital próprio e alheio para o sec-
tor.

• Permitir às empresas detentoras dos activos 
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de rede a recuperação dos seus custos e inves-
timentos efi cientes.

• Criar incentivos ao desempenho econó-
mico e financeiro das empresas.

• Criar outros incentivos explícitos, no-
meadamente, à promoção do desempenho 
ambiental e à melhoria da qualidade de ser-
viço.

Estamos na presença de um monopólio 
natural quando se verifica que o custo de 
produção de um determinado bem é inferior 
existindo uma única empresa do que seria 
se existissem várias empresas. Esta situação 
ocorre em mercados, onde existam empresas 
de capital intensivo, com custos fixos eleva-
dos e custos marginais reduzidos.

A existência de um monopólio natural é 
uma das falhas de mercado que justifica a 
intervenção do regulador. Se em concor-
rência perfeita, o preço iguala o custo mar-
ginal do bem, num mercado monopolista a 
receita marginal iguala o custo marginal, à 
custa de uma redução do nível de produção. 
Teoricamente, o regulador deveria estabele-
cer um preço igual ao custo marginal, con-
tudo, em empresas que apresentam grandes 
economias de escala, os custos operacionais 
médios decrescem quando aumenta a quan-
tidade de energia eléctrica fornecida e sen-
do os custos marginais inferiores aos custos 
médios, estabelecer preços iguais a custos 
marginais não permite recuperar a totalida-
de dos custos. Nesta situação, para que as 
empresas sejam economicamente viáveis, os 
preços estabelecidos têm de ser superiores 
aos preços que se estabeleceriam num mer-
cado de concorrência perfeita.

A Figura 2 evidencia que na presença de 
um monopólio natural, quando o preço igua-
la o custo marginal (Ycmg, Pcmg) o preço não é 
suficiente para cobrir todos os custos incor-
ridos e, quando os preços igualam os custos 
médios (YCM, PCM), o nível de output (YCM)é 
muito inferior ao nível óptimo (Ycmg).

Vários métodos de regulação têm sido desen-
volvidos de modo a superar as falhas de merca-
do, contudo, os mais utilizados têm sido: a re-
gulação por taxa de remuneração e a regulação 
por limitação ao preço (price-cap).

Hoje em dia estes métodos de regulação não 
são aplicados na sua forma pura, mas sim com-
binados com outras variáveis de modo a tentar 
ultrapassar algumas das desvantagens que lhes 
estão associadas.

Este método foi desenvolvido nos E.U.A. e 
foi apresentado pela primeira vez por Averch 
e Johnson (Averch H. and Johnson 1962). 
O modelo consiste na maximização do lucro 
tendo em conta os custos de exploração das 
empresas, sendo o lucro limitado pela taxa de 
rendibilidade imposta pelo regulador.

Variações nos custos refl ectem-se no mesmo 
sentido em variações de preços, enquanto que 
aumentos de produtividade e aumentos de 
procura implicam reduções nos preços. Neste 
tipo de regulação existe uma ligação directa 
entre os preços e os custos.

Algumas das vantagens associadas a esta for-
ma de regulação sintetizam-se em:

• Os accionistas recebem em função do que 
investem.

• Não são permitidos proveitos excessivos, 
qualquer redução nos custos passa para o con-
sumidor.

• O risco é minimizado, dado que qualquer 

Formas de Regulação

Regulação por Taxa de Remuneração

Vantagens e Desvantagens

Figura 2 - Monopólio Natural
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aumento dos custos passa para o consumidor.
Contudo este tipo de regulação também tem 

desvantagens, como sejam:
• O montante de activos a remunerar – a em-

presa regulada actua como se o custo do ca-
pital fosse inferior ao que é na realidade, pelo 
que a empresa tem incentivos a sobreutilizar o 
factor capital.

• A taxa de remuneração – se a taxa de remu-
neração permitida for superior ao custo do ca-
pital e inferior à taxa de remuneração preten-
dida pela empresa, então a empresa substitui 
capital por outro factor de produção e opera 
num nível de output onde os custos não são 
minimizados.

• Este método não conduz à efi ciência produ-
tiva, dado que não existem incentivos à redu-
ção de custos e à efi ciência de mercado.

Este tipo de regulação incentiva as empresas a 
investir, dado que a sua margem resulta de uma 
remuneração sobre o investimento. Contudo, 
existem alguns riscos associados a este tipo de 
regulação – há variáveis não controláveis pela 
empresa e que podem pôr em risco o equilíbrio 
fi nanceiro de curto prazo, nomeadamente:

• O comportamento da procura – se a pro-
cura crescer menos do que o previsto, a recei-
ta obtida é inferior à estimada e pode não ser 
sufi ciente para manter o nível de remuneração 
esperado.

• A evolução dos preços de variáveis exógenas 
– se estes preços aumentarem muito num dado 
período e a sua passagem para o consumidor 
não for simultânea, existe risco acrescido para 
as empresas.

A minimização destes riscos está no intervalo 
de tempo entre a ocorrência dos factos e reper-
cussão desses custos nos consumidores.

A regulação por price-cap surgiu no Reino 
Unido como alternativa à regulação por taxa 
de remuneração aquando da privatização da 
British Telecom. Este método foi apresentado 

por Littlechild (Littlechild,1989).
Nesta forma de regulação, o regulador per-

mite às empresas um determinado nível de 
proveitos que vai decrescendo anualmente em 
termos reais em função de potenciais ganhos 
de efi ciência.

O objectivo deste método é criar incentivos 
à efi ciência pelo que o indicador de produtivi-
dade (X) deve ser exógeno e não infl uenciável 
pela actuação das empresas. Caso contrário, os 
incentivos atribuídos podem ser anulados.

Existem três variantes deste método de regu-
lação:

• A regulação com restrição do nível total de 
proveitos, isto é, o total de proveitos não pode 
crescer mais do que o IPC-X.

• A regulação com ponderadores fi xos, se-
gundo a qual os preços médios unitários não 
podem crescer mais do que o IPC-X.

• A regulação com restrição da receita média, 
segundo a qual o preço médio não pode crescer 
mais do que o IPC-X.

Com a regulação por preço máximo preten-
de-se incentivar a minimização dos custos, ten-
do em conta que um aumento na efi ciência não 
se refl ecte nos preços antes do fi m do período 
de regulação e ao mesmo tempo incentivar o 
investimento em tecnologia mais efi ciente que 
contribua para a minimização dos custos.

Como principais vantagens deste tipo de re-
gulação, apontam-se:

• A menor informação exigida permite su-
perar a falha de mercado relacionada com a 
assimetria de informação. A empresa regulada 
possui toda a informação e só transmite para o 
regulador a informação que lhe interessa.

• O decréscimo real dos preços médios. Os 
ganhos das empresas são partilhados com os 
consumidores com enfoque nos preços, em vez 
dos custos, sendo assim mais fácil de monito-
rizar por parte dos consumidores.

No que diz respeito às desvantagens desta-
cam-se:
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• O incentivo à redução dos custos elimina a 
ligação entre os custos das empresas e os pre-
ços praticados, pelo que existe uma tendência 
para defi nir preços superiores ao custo margi-
nal o que poderá conduzir a lucros elevados.

• Os lucros não são garantidos à partida, po-
dendo a imposição de preço máximo produzir 
efeitos incertos sobre a taxa de rendibilidade 
das empresas.

• A redução de lucros pode afectar a capa-
cidade da empresa em obter fi nanciamentos 
quer internos quer externos para os seus pro-
gramas de investimento.

• A obtenção de lucros resultante não da re-
dução dos custos mas da oferta de menor qua-
lidade de serviço.

• Quanto mais elevado o risco, maior o custo 
do capital exigido pelos accionistas.

Este tipo de regulação tem como principal 
objectivo o incentivo à efi ciência das empresas 
pelo controlo dos custos, contudo a incerteza 

das empresas quanto aos lucros que poderão 
obter é um risco no qual as empresas incor-
rem.

Na prática, as duas formas de regulação não 
são tão diferentes como podem parecer (Ian 
Alexander and Th imothy Irwin, 1996):

• Na forma de regulação por price-cap defi -
ne-se como é que os preços devem evoluir anu-
almente sendo necessário defi nir o preço inicial. 
Na defi nição do preço inicial, o regulador tem 
em conta três parâmetros: os custos da empre-
sa, a remuneração dos activos e os incentivos 
que pretende promover (fórmula idêntica à uti-
lizada na regulação por taxa de remuneração).

• A revisão dos preços embora não seja anu-
al tem de ser realizada periodicamente. Nessa 
revisão o regulador tem novamente de ter em 
conta uma remuneração justa do activo e os 
custos das empresas tendo em vista estabe-
lecer o preço inicial de um novo período de 
regulação.

Riscos e Incentivos

Conclusão

Figura 3 - Regulação económica

As diferenças surgem durante o período de 
regulação:

• A aplicação de uma forma de regulação por 
price-cap leva a que deixe de existir uma ligação 

directa entre os custos das empresas e os pre-
ços por ela praticados.

• O risco é maior na regulação por price-cap, 
uma vez que a remuneração não é garantida à 
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partida. Se a empresa não conseguir redu-
zir os seus custos de acordo com os ganhos 
de eficiência impostos isso reflectir-se-á 
na remuneração dos activos.

• O incentivo à redução de custos é maior 
no price-cap na medida que as empresas 
sabem que quanto mais eficientes forem, 
maior será o montante de ganhos que re-
têm.

A regulação económica de uma activida-
de regulada consiste na definição do nível 
de proveitos permitidos pela prestação do 
serviço de rede (óptica da empresa) e na 
definição das tarifas (óptica do utiliza-
dor).

O nível de proveitos permitidos é deter-
minado com base nos custos de exploração 
e de investimento da empresa. Adicional-
mente podem ser atribuídos incentivos.

O regulador possui alguns graus de li-
berdade na determinação dos proveitos 
podendo escolher diversas formas de de-
terminar cada uma das parcelas que os 
constituem (Figura 4).

Para além do incentivo implícito na regu-
lação a uma gestão eficiente dos custos, o 
regulador pode pretender conduzir a em-
presa a ter preocupações com o ambiente, 
com a qualidade de serviço ou mesmo com 
a redução das perdas nas redes. Estes in-
centivos podem ser calculados a priori ou 
a posteriori e funcionam como bónus ou 
penalidades tendo em conta um valor de 
referência fixado pelo regulador.

Na actividade de Distribuição de Energia 
Eléctrica tem sido adoptada a regulação por 
price-cap com vista a incentivar a efi ciência da 
empresa, a redução de custos e, consequente-
mente, a redução das tarifas aos clientes, mas 
permitindo ao mesmo tempo um nível de pro-
veitos que possibilite a empresa manter uma 
adequada qualidade de serviço, o fi nanciamen-
to de novos investimentos e uma remuneração 
justa do capital investido.

Sendo uma actividade de capital intensivo, 
a regulação por taxa de remuneração seria o 
método mais adequado. Contudo, e contraria-
mente ao verifi cado na actividade de Transpor-
te de Energia Eléctrica, os investimentos nas 
redes de distribuição não estão sujeitos a apro-
vação ou parecer do regulador, pelo que tendo 
em vista garantir o acesso não discriminatório 
às redes, apenas se exige que o operador da 
rede de distribuição publique uma súmula do 
plano de expansão das redes. Paralelamente, 
pelo facto do potencial de redução dos cus-
tos controláveis pela empresa de distribuição 
nesta actividade ser ainda bastante elevado, a 
regulação por price-cap tem sido a forma de re-
gulação que melhor se adapta, embora esta não 
seja aplicada na sua forma pura.

Como referido anteriormente, embora as 
duas actividades sejam reguladas de forma di-
ferente, o nível de proveitos permitidos inclui 
os incentivos, os custos de exploração e os cus-
tos de investimento. Estes últimos incluem as 
amortizações e a remuneração do activo.

O custo de capital está associado ao retorno 
esperado pelo investidor tendo em conta o ris-
co do negócio. O custo de capital é uma taxa 
mínima para as decisões de investimento e de-
pende do risco económico das oportunidades 
de investimento da empresa.

O risco associado às acções da empresa re-
fl ectem o risco económico dos activos reais de-
tidos pela empresa, mas os accionistas também 
suportam o risco fi nanceiro, associado às dívi-
das para fi nanciar o seu investimento. Quanto 
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Determinação dos Proveitos Permitidos

Remuneração das Redes de Transporte 
e de Distribuição, em Portugal

Figura 4 - Defi nição do nível de proveitos permitidos 
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mais a empresa depender de fi nanciamento 
externo maior o risco das suas acções.

O custo de capital da empresa é a média pon-
derada das rendibilidades que os investidores 
esperam dos diversos valores mobiliários re-
presentativos da dívida ou dos capitais pró-
prios emitidos pela empresa.

O risco da empresa (ß) é a média ponderada 
dos ß esperados dos capitais fi nanceiros e dos 
capitais próprios da empresa.

O efeito de alavanca fi nanceiro, ou seja, a re-
lação entre o capital fi nanceiro e o capital total, 
embora afecte as rendibilidades e o risco dos 
capitais empregues individualmente, não afec-
ta nem o risco nem a remuneração dos activos 
da empresa como um todo.

O custo médio ponderado de capital (WACC 
– weight average capital cost) relaciona as duas 
fontes de fi nanciamento da empresa (capital 
próprio e capital fi nanceiro).

Para a determinação da rentabilidade do ca-
pital próprio, isto é a remuneração proporcio-
nada por investimentos alternativos de risco 
semelhante, existem vários métodos sendo os 
mais utilizados:

• O Modelo Gordon – a taxa de capitaliza-
ção do mercado é dada pelo quociente entre a 
remuneração associada ao dividendo a receber 
no fi nal de cada ano e o valor de cada acção no 
início do ano acrescida da taxa de crescimento 
esperada do dividendo.

• O CAPM (capital asset pricing model) – o 
custo de oportunidade dos capitais próprios é 
igual à remuneração que se obtém em inves-
timentos sem risco, acrescido de um prémio 
de risco.

O mais utilizado é o CAPM mas tem como 
principal inconveniente a determinação do ß 
(beta) da empresa, uma vez que as empresas 
reguladas fazem parte de grupos económicos 
diversifi cados e apenas o grupo se encontra 
cotado em bolsa.

A actividade de Transporte de Energia Eléc-
trica é regulada por taxa de remuneração. Os 
proveitos permitidos são calculados com base 
em valores previsionais enviados pela empre-
sa e ajustados ao fi m de dois anos tendo em 
conta os valores ocorridos. Desde 2006, in-
clusive, foi imposto pelo regulador um factor 
de efi ciência ao nível dos custos operacionais 
de exploração. Existe ainda um incentivo à 
promoção do desempenho ambiental, o qual 
é calculado tendo por base o Plano de Pro-
moção do Desempenho Ambiental enviado 
pela empresa no início de cada período de 
regulação e os relatórios anuais de execução 
do mesmo.

A Figura 5 apresenta os proveitos permiti-
dos da actividade de Transporte de Energia 
Eléctrica desde o início da regulação.

Remuneração da Rede de Transportes

Figura 5 - Proveitos permitidos da actividade de Transporte de Energia Eléctrica
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Nesta actividade a taxa de remuneração real 
coincide com o parâmetro fi xado pelo regula-
dor (Figura 6).

A actividade de Distribuição de Energia 
Eléctrica é regulada por price-cap, com uma 
fórmula binómia que inclui uma parcela fi xa 
e uma parcela variável. Embora esta fórmu-
la se aplique desde o 1º ano de regulação até 
2005, inclusive, os proveitos desta actividade 
dependiam exclusivamente da parcela variável 
pelo que a empresa estava exposta a um risco

acrescido dependente de uma variável que não 
controlava.

Os proveitos são ajustados ao fi m de dois 
anos tendo em conta não só a diferença entre 

os consumos estimados e os consumos verifi -
cados mas também os incentivos promovidos 
pelo regulador:

• Incentivo à melhoria da qualidade de servi-
ço tendo em conta o indicador da energia não 
fornecida.

• Incentivo à redução do nível de perdas.
• Incentivo à Promoção do Desempenho 

Ambiental o qual é calculado tendo por base 
o plano de Promoção do Desempenho Am-
biental enviado pela empresa no início de cada 
período de regulação e os relatórios anuais de 
execução do mesmo.

A Figura 7 apresenta os proveitos permitidos 
da actividade de Distribuição de Energia Eléc-
trica desde o início da regulação.
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Figura 6 - Taxa de remuneração da actividade de 
Transporte de Energia Eléctrica 

Figura 7 - Proveitos permitidos da actividade de Distribuição de Energia Eléctrica

Na actividade de Distribuição de Energia 
Eléctrica, a taxa de remuneração do capital só 
coincide com a implícita no cálculo dos parâ-
metros para cada período de regulação, caso a 
empresa atinja os níveis de efi ciência impostos 
pelo regulador. Caso contrário, ou a taxa de re-
muneração fi ca abaixo ou supera a inicialmen-
te fi xada. Adicionalmente, uma regulação por 

price-cap incorpora ainda o risco associado 
às estimativas do consumo, variável não con-
trolada pela empresa.

Desde o início da regulação, a empresa nun-
ca atingiu as metas de efi ciência impostas pela 
ERSE, pelo que só por esse facto, a remunera-
ção obtida pela empresa seria inferior à implí-
cita no cálculo dos parâmetros.

Para além disso, e como anteriormente men-
cionado, uma regulação por price-cap inclui 
ainda o risco associado aos consumos. Este 
risco foi minimizado no 4.º período de regu-
lação (2006-2008) ao incluir a parcela fi xa nos 
proveitos da actividade.
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A Figura 8 apresenta o impacte nos provei-
tos permitidos desta actividade resultante dos 
desvios de consumos.

As actividades de Transporte de Energia Eléc-
trica e de Distribuição de Energia Eléctrica, por 
serem monopólios naturais, devem ser sujeitas 
a regulação.

Na actividade de Distribuição de Energia 
Eléctrica tem sido adoptada a regulação por pri-
ce-cap, com vista a incentivar a efi ciência da em-
presa, a redução de custos e, consequentemente, 
a redução das tarifas aos clientes, mas permitin-
do ao mesmo tempo um nível de proveitos que 
possibilite manutenção de uma adequada qua-
lidade de serviço, o fi nanciamento de novos in-
vestimentos e uma remuneração justa do capital 
investido.

Sendo uma actividade de capital intensivo, 

a regulação por taxa de remuneração seria o 
método a adoptar. Contudo, e contrariamente 
ao que se verifi ca na actividade de Transporte 
de Energia Eléctrica, onde os custos de investi-
mento (amortização e remuneração do activo) 
ultrapassam os 75% dos proveitos totais, na ac-
tividade de Distribuição de Energia Eléctrica os 
custos de investimento têm um peso inferior a 
45% dos proveitos permitidos, enquanto que os 
custos controláveis representam cerca de 35% 
dos proveitos permitidos. Pelo facto do poten-
cial de redução dos custos controláveis pela em-
presa de distribuição nesta actividade ser ainda 
bastante elevado, a regulação por price-cap tem 
sido a forma de regulação que melhor se adapta, 
embora esta não seja aplicada de forma pura.

Embora as duas actividades sejam reguladas de 
forma diferente, o nível de proveitos permitidos 
inclui os incentivos, os custos de exploração e os 
custos de investimentos. 

Na actividade de Transporte de Energia Eléc-
trica, a taxa de remuneração real coincide com o 
parâmetro fi xado pelo regulador.

Na actividade de Distribuição de Energia Eléc-
trica, a taxa de remuneração do capital só coin-
cide com a implícita no cálculo dos parâmetros 
para cada período de regulação no caso de a em-
presa atingir os níveis de efi ciência impostos pelo 
regulador, caso contrário, a taxa de remuneração 
pode situar-se num nível inferior ou superior ao 
inicialmente fi xado. Uma regulação por price-cap 
incorpora, ainda, o risco associado às estimativas 
do consumo, variável não controlada pela empre-
sa. Assim, apenas no primeiro ano de regulação, 
1999, e benefi ciando do desvio de consumos, a 
taxa de remuneração desta actividade superou a 
taxa implícita no cálculo dos parâmetros.

Conclusão

Figura 8 - Impacte nos proveitos permitidos da actividade 
de Distribuição de Energia Eléctrica por desvio de consumos

Figura 9 - Taxa de remuneração da actividade 
de Distribuição de Energia Eléctrica
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As redes de transporte e distribuição de energia 
eléctrica são operadas por entidades especifi ca-
mente licenciadas para o efeito, devendo observar 
critérios técnicos e de segurança legalmente defi -
nidos. Paralelamente, estas redes deverão estar 
preparadas para dar resposta às solicitações de 
novas ligações e de pedidos de reforço (aumento 
de potência requisitada) de ligações existentes. 

É através do estabelecimento de uma ligação à 
rede que qualquer instalação eléctrica, produtora 
ou consumidora, é integrada em exploração nas 
redes de transporte e distribuição de electricidade. 
Esta situação ocorre para instalações eléctricas 
muito diversas, desde habitações a lojas, parques 
industriais ou centrais de produção de energia, 
tendo um custo associado consoante a situação 
em particular.

Esta matéria - estabelecimento de ligações às re-
des - reveste-se de capital importância para a ge-
neralidade dos consumidores de energia eléctrica, 
desde logo porque é uma condição prévia de acesso 
ao serviço de fornecimento de energia eléctrica - 
sem uma ligação à rede, o consumidor não acede 
ao próprio serviço.

Paralelamente, tomando como exemplo as recla-
mações que são remetidas à ERSE, o estabeleci-
mento de ligações às redes tem vindo a ser um 
dos principais temas a suscitar confl itos entre o 
operador da rede e os consumidores. Em acrés-
cimo, a experiência de aplicação das disposições 
regulamentares evidenciou um difícil entendi-
mento global das disposições sobre a matéria, que 
importava corrigir.

Este trabalho é um resumo do documento que 
apresentou o conjunto fi nal de disposições sobre 

ligações às redes, completo com todas as condi-
ções defi nidas no Regulamento de Relações Co-
merciais, com base na estimação de custos para o 
estabelecimento de ligações às redes. Este resumo 
está focado no caso de Portugal continental – cuja 
informação serviu de base ao estudo efectuado  , 
muito embora o documento que esteve na sua ori-
gem refi ra também as regiões autónomas.

O Regulamento de Relações Comerciais 
(RRC) estabelece as condições comerciais para 
o estabelecimento de ligações às redes de trans-
porte e distribuição de energia eléctrica de ins-
talações produtoras ou consumidoras de energia 
eléctrica. Nos termos do RRC, os operadores de 
rede devem apresentar à ERSE propostas fun-
damentadas, relativamente às matérias tratadas 
no âmbito das ligações às redes. 

A ERSE tomou em consideração as propos-
tas apresentadas pelos diversos operadores de 
rede, bem como outros elementos disponíveis, 
que permitiram avaliar, de forma crítica, cada 
uma das propostas mencionadas. De entre estes 
elementos adicionais, contam-se as discussões 
havidas com os operadores de rede, bem como 
informação de caracterização das respectivas re-
des e os elementos de orçamentação fornecidos 
pela EDP Distribuição.

Neste contexto, a ERSE desenvolveu um es-
tudo que procurou estimar uma função de cus-
tos para o estabelecimento de ligações às redes 
eléctricas, com aderência à realidade histórica e 
equilíbrio face ao contexto regulatório das acti-
vidades de distribuição e operação das redes.
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A ERSE analisou e tratou informação envia-
da pela EDP Distribuição, relativa a orçamen-
tos de 2005, com o intuito de melhor perceber 
e fundamentar as opções tomadas. A informa-
ção recebida pela ERSE pôde caracterizar-se 
sumariamente nos seguintes termos:

• Número total de observações: 69 185, das 
quais 68 236 respeitam a orçamentos para li-
gações em baixa tensão (98,6%) e 949 a orça-
mentos para ligações em média tensão (1,4%).

• Valor total da potência requisitada: 1 748 
MVA, dos quais 1 304 MVA respeitam a orça-
mentos para ligações em baixa tensão (74,6%) 
e 444 MVA a orçamentos para ligações em 
média tensão (25,4%).

• Valor dos encargos totais: 67 milhões de 
euros, dos quais 50 milhões de euros respei-
tam a orçamentos para ligações em baixa ten-
são (75,2%) e 17 milhões euros a orçamentos 
para ligações em média tensão (24,8%).

• Extensão total dos elementos de ligação: 2 
393 km, dos quais 2 027 km respeitam a orça-
mentos para ligações em baixa tensão (84,7%) 
e 366 km a orçamentos para ligações em média 
tensão (15,3%).

A mencionada informação sobre orçamenta-
ção de ligações às redes de 2005 foi analisada, 
procurando extrair-se as relações principais 
entre as grandezas envolvidas, designadamen-
te a potência requisitada, os comprimentos dos 
elementos de uso exclusivo e de uso partilhado, 
bem como os diversos tipos de encargos. Dessa 
primeira análise foi possível observar que exis-
tem diferenças signifi cativas quanto à estrutu-
ra de encargos e de construção da ligação em 
baixa tensão (BT) e em média tensão (MT).

Assim, denotou-se uma maior preponderân-
cia de elementos de uso exclusivo nas ligações 
em BT e uma maior signifi cância de elementos 
de uso partilhado na MT, consubstanciada nos 
seguintes factos:

• Em BT, os encargos com a construção dos 
elementos de ligação de uso exclusivo repre-
sentam cerca de 49,8% dos encargos totais 
orçamentados, representando os respectivos 

comprimentos cerca de 70,3% dos compri-
mentos totais dos elementos de ligação. Por 
outro lado, os encargos com a construção dos 
elementos de ligação de uso partilhado con-
tribuem em cerca de 12,9% para os encargos 
totais orçamentados e os respectivos compri-
mentos em cerca de 29,7% para os compri-
mentos totais dos elementos de ligação.

• Em MT, os encargos com a construção dos 
elementos de ligação de uso exclusivo repre-
sentam cerca de 9,8% dos encargos totais orça-
mentados, representando os respectivos com-
primentos cerca de 5,6% dos comprimentos 
totais dos elementos de ligação. Os encargos 
com a construção dos elementos de ligação de 
uso partilhado contribuem em cerca de 72,1% 
para os encargos totais orçamentados e os 
respectivos comprimentos em cerca de 94,4% 
para os comprimentos totais dos elementos de 
ligação.

Desta forma, as diferenças apuradas entre a 
MT e a BT, quanto à orçamentação de ligações 
às redes, suscitaram a necessidade de trabalhar, 
de forma separada, os dados relativos a cada 
nível de tensão. Por outro lado, da mencionada 
análise foi ainda possível efectuar uma depu-
ração dos dados existentes, designadamente 
tendo presente os seguintes critérios:

• Foram retirados da base de dados os orça-
mentos que apresentam valores nulos para to-
das as componentes de encargos com a ligação 
à rede.

• Foram eliminadas da base de dados em BT 
as situações em que os comprimentos dos ele-
mentos de uso exclusivo e de uso partilhado 
são nulos mas em que existem encargos com 
os respectivos elementos.

• Foram eliminadas da base de dados em BT 
as situações em que o encargo unitário com o 
reforço de rede excede o valor de 88,30 euros 
por kVA (publicado pela ERSE para ligações 
em BT).

Por fi m, tendo presente o conjunto de dados 
existentes, sobretudo em BT, a ERSE seguiu 
uma metodologia de repartição da base de 
dados, previamente depurada das situações 
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anteriormente mencionadas, construindo-se 
duas amostras diferenciadas, respectivamente 
para trabalhar os dados e para testar as opções 
delineadas. 

Previamente à defi nição de condições e va-
lores para as matérias a subregulamentar, foi 
necessário defi nir um âmbito coerente para o 
modelo a seguir na proposta da ERSE. Assim, 
do ponto de vista da especifi cação do mode-
lo de subregulamentação, a ERSE optou por 
considerar, nas análises efectuadas, os seguin-
tes aspectos:

• O ponto de ligação à rede a considerar para 
efeitos de determinação dos encargos com a li-
gação é aquele ponto da rede que se encontra 
fi sicamente mais próximo à instalação a ligar, 
independentemente de aí existirem condições 
para acolher a requisição de ligação, designa-
damente em termos de potência requisitada.

• O encargo com o reforço de redes é calcu-
lado para a totalidade da potência requisitada 
nas ligações às redes e para a totalidade do di-
ferencial entre a potência requisitada anterior 
e a nova potência requisitada no caso de pedi-
dos de aumento de potência. 

• Na construção global do modelo de subre-
gulamentação, a ERSE teve a preocupação de 
assegurar a existência de neutralidade do mes-
mo, no que respeita aos valores de compartici-
pações recebidos pelos operadores de rede, face 
à situação regulamentar anterior. Esta situação 
visa permitir que a transição entre metodolo-
gias não implique grandes descontinuidades 
quanto aos valores recebidos pelos operadores 
de rede.

Do ponto de vista metodológico, a primei-
ra questão a ser abordada na especifi cação do 
modelo foi a da defi nição dos comprimentos 
máximos dos elementos de ligação para uso 
exclusivo. A defi nição de tais comprimentos 
máximos tem refl exo na composição dos en-
cargos a solicitar com a construção de ligações 
às redes, variando os encargos solicitados aos 
requisitantes com a construção do mencionado 

elemento no mesmo sentido em que se varia o 
comprimento máximo. Recorda se que o RRC 
estabelece que os encargos com a construção 
do elemento de ligação para uso exclusivo são 
orçamentados com base na situação efectiva e 
suportados pelo requisitante até à concorrên-
cia do comprimento máximo que estiver de-
fi nido. As eventuais extensões de construção 
de elementos de uso exclusivo que excedam o 
respectivo comprimento máximo serão objec-
to de integração na extensão do elemento de 
ligação para uso partilhado, cujos encargos são 
apurados de forma distinta com base numa 
metodologia única e de aplicação uniforme.

Tendo presente a situação de composição da 
estrutura de encargos, dependente também da 
defi nição dos comprimentos máximos para 
o elemento de ligação para uso exclusivo, um 
passo seguinte na construção do modelo de 
subregulamentação foi o de defi nir a metodo-
logia e os valores para a defi nição dos encargos 
com a construção dos elementos de ligação 
para uso partilhado.

O encargo com o reforço das redes a solici-
tar aos requisitantes de novas ligações às re-
des ou de pedidos de aumento de potência de 
instalações já em exploração foi tido como a 
componente de “fecho” do mesmo, permitindo 
assegurar a equivalência dos valores de com-
participações recebidos pelo operador de rede 
no âmbito do modelo com o valor das compar-
ticipações obtidas com a aplicação do modelo 
anterior.

A defi nição dos valores propostos para o 
comprimento máximo dos elementos de liga-
ção para uso exclusivo teve por base os valores 
propostos pelos operadores de rede e os valores 
constantes da informação remetida à ERSE.

Para Portugal continental, os valores apre-
sentados pelos operadores de rede (entre 50 
e 100 metros) resultam claramente superiores 

Modelo de Subregulamentação

Comprimento máximo dos elementos de ligação 
para uso exclusivo

Baixa Tensão
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aos valores médios que foi possível apurar do 
conjunto de orçamentos de ligação que cons-
titui a base informativa remetida pela EDP 
Distribuição.

Os valores médios para a extensão dos ele-
mentos de ligação para uso exclusivo no con-
junto de 66 mil orçamentos analisados não 
excedem os 22,9 metros (com cerca de 23,5 
metros em média para os troços de rede aérea 
e aproximadamente 21,5 metros para os troços 
de rede subterrânea).

Assim, optou-se por considerar, na defi nição 
do comprimento máximo do elemento de li-
gação para uso exclusivo, um valor que asse-
gurasse que a maioria das situações constantes 
da base de orçamentos enviada se encontravam 
dentro do mencionado limite máximo e que 
uma boa parte dos encargos pudesse ser atri-
buída ao agente que os determina - uma vez 
que os encargos com este tipo de elemento são 
orçamentados para cada situação em concreto.

A Figura 1 e a Figura 2 apresentam, respec-
tivamente, as funções cumulativas do número 
de situações orçamentadas que envolvem a 
construção de elementos de ligação para uso 
exclusivo e dos seus encargos, em função do 
comprimento daqueles mesmos elementos de 
ligação. Conforme se pode observar de ambas 
as fi guras, as ligações em troços exclusivamente 
aéreos (“Aéreos”, nas fi guras) e em troços exclu-
sivamente subterrâneos (“Subterr.”, nas fi guras) 
apresentam distribuições cumulativas muito 
próximas, registando-se apenas diferenças sig-
nifi cativas quanto aos troços mistos (“Mistos”, 
nas fi guras) que, dada a sua reduzida expressão 
em número, não infl uenciam signifi cativamen-
te as distribuições cumulativas totais (“Todos”, 
nas fi guras).

De igual modo, a Figura 1 e a Figura 2 per-
mitem observar que cerca de 80% do número 
de orçamentos de ligações envolvem a constru-
ção de elementos de ligação para uso exclusivo 
com comprimento até 30 metros, sendo que, 
até esse comprimento, se observam cerca de 
62% do valor total dos encargos orçamentados 
com a construção de elementos de ligação para 

uso exclusivo.
Por outro lado, ao considerar-se um com-

primento de até 40 metros, registam-se quase 
90% das situações orçamentadas e aproxima-
damente 75% do valor total de encargos com 
a construção de elementos de ligação para uso 
exclusivo.

Tendo presentes os elementos atrás men-
cionados, resulta claro que as propostas dos 
operadores de rede apresentam valores para os 
comprimentos máximos claramente superiores 
aos valores médios dos comprimentos dos ele-
mentos de ligação para uso exclusivo orçamen-
tados em 2005. Neste sentido, a ERSE optou 
por um valor de comprimento máximo para os 
elementos de ligação para uso exclusivo de 30 
metros, quer para ligações em troços aéreos, 
quer para ligações em troços subterrâneos.

Este valor de comprimento máximo abarca 
cerca de 80% das situações orçamentadas em 
2005 e, em termos de encargos, permite atri-
buir directamente aos requisitantes cerca de 
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Figura 1 - Percentagem do número acumulado de 
orçamentos para a construção dos elementos de ligação 
para uso exclusivo em função do respectivo comprimento

Figura 2 - Percentagem dos encargos acumulados de 
orçamentos para a construção dos elementos de ligação

 para uso exclusivo em função do respectivo comprimento
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62% dos encargos que a sua requisição pro-
voca, em termos de construção de elementos 
de ligação para uso exclusivo. Por outro lado, a 
adopção de um valor idêntico para ligações em 
troços aéreos e para ligações em troços subter-
râneos justifi ca se por não se terem detectado 
diferenças signifi cativas entre ambas as situa-
ções.

Em MT, verifi ca-se a existência de uma eleva-
da concentração, em número, de situações em 
que o comprimento do elemento de ligação de 
uso exclusivo é nulo. Por outro lado, verifi ca-se 
que a acumulação de situações com compri-
mentos nulos de elementos de ligação para uso 
exclusivo acontece quer em ligações que envol-
vam rede aérea, quer em ligações que envolvam 
rede subterrânea.

Neste sentido, a defi nição dos valores de com-
primentos máximos para o elemento de liga-
ção para uso exclusivo foi efectuada tendo em 
conta as distribuições cumulativas referentes 
ao número de situações, extensão do elemento 
de uso exclusivo e respectivo encargo com este 
tipo de elemento. 

Com as diferenças encontradas e o facto de 
nos troços de ligação em rede subterrânea 
existirem cerca de 78% dos encargos com a 
construção de elementos de ligação para uso 
exclusivo que se atribuem a cerca de 1,6% das 
situações analisadas, optou-se por efectuar a 
mesma análise de distribuições cumulativas 
sem se incluir as observações extremas que 
provocam o enviezamento descrito.

Assim, no caso das ligações envolvendo tro-

ços de rede subterrânea, não foram considera-
das as situações individuais que envolvam um 
encargo com a construção do elemento de liga-
ção de uso exclusivo superior a 100 000 euros 
(cerca de 30 vezes superior ao encargo médio 
apurado) e cujo comprimento do elemento de 
ligação exceda 750 metros (mais de 20 vezes o 
valor do comprimento médio apurado). Com a 
adopção deste critério conjunto, forma excluí-
das 3 das 311 observações que envolvem liga-
ções em rede subterrânea. Os resultados das 
distribuições cumulativas corrigidas por este 
critério de exclusão são apresentados grafi ca-
mente na Figura 4.

Assim, considerando agora a base corrigida 
de ligações em rede subterrânea, observa-se 
que a quase totalidade das situações se con-
centram até 500 metros de extensão dos ele-
mentos de ligação para uso exclusivo, quer em 
rede aérea, quer em rede subterrânea, sendo 
abrangidos mais de 90% de encargos relativos 
a troços de rede aérea e cerca de 72,7% de en-
cargos relativos a troços em rede subterrânea. 
Considerando-se a totalidade das ligações, 
para uma extensão do elemento de ligação para 
uso exclusivo até 500 metros, são cobertas cer-
ca de 99,7% das situações e 88,5% dos encar-
gos respectivos.

Ao considerar-se um comprimento de 250 
metros para os elementos de ligação para uso 
exclusivo, observa-se que o número de situ-
ações abrangidas não se altera signifi cativa-
mente face a um comprimento de 500 metros, 
embora os encargos respectivos representem 

Média Tensão

Figura 3 - Distribuição cumulativa de encargos com os ele-
mentos de ligação para uso exclusivo em função da distância

Figura 4 - Distribuição cumulativa corrigida de encargos com 
os elementos de ligação para uso exclusivo em função da 

distância
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cerca de 76,6% na totalidade das ligações, 73% 
no caso de ligações que envolvam apenas tro-
ços de rede aérea e 64,3% no caso de ligações 
em que apenas se faça construção de rede sub-
terrânea.

Com base na informação atrás mencionada, 
considerou-se, para a defi nição do compri-
mento máximo do elemento de ligação para 
uso exclusivo em MT, a possibilidade de adop-
tar um de dois cenários, correspondentes a, 
respectivamente, um comprimento máximo 
de 250 metros e de 500 metros. A comparação 
das situações relativas aos mencionados dois 
cenários é efectuada no Quadro 1.  

Com base nos valores atrás mencionados e 
tendo em conta que as diferenças em termos 
de número de situações abrangidas com a de-
fi nição de um comprimento máximo de 250 
metros ou de 500 metros parece não diferir 
grandemente e como existe uma preponderân-
cia em MT para a classifi cação de elementos 
de ligação como sendo para uso partilhado, 
optou se por propor um valor de 250 metros 
para o comprimento máximo do elemento de 
ligação de uso exclusivo. De notar que a parte 
remanescente dos comprimentos do elemen-
to de ligação de uso exclusivo que excede o 
comprimento máximo respectivo é integrada, 
para efeitos de determinação de encargos, no 
comprimento do elemento de ligação para uso 
partilhado.  

Do ponto de vista conceptual, a extensão 
do elemento de ligação para uso partilhado é 
determinada desde o ponto do elemento de 
ligação para uso exclusivo mais distante da 
instalação a ligar e o ponto de ligação à rede, 
conforme defi nido no próprio RRC. Paralela-

mente, deve considerar-se que a defi nição de 
comprimentos máximos para os elementos de 
ligação de uso exclusivo implica que as eventu-
ais extensões deste elemento, na parte em que 
excedem os mencionados comprimentos máxi-
mos, passem a integrar a extensão do elemento 
de ligação para uso partilhado, para efeitos de 
cálculo de encargos. Assim, a extensão do ele-
mento de ligação para uso partilhado a consi-
derar para efeitos de cálculo dos encargos será 
a que resulta da seguinte expressão:

DUP = DTOTAL - DUE

Em que:
• DUP é a extensão do elemento de ligação 

para uso partilhado a considerar para efeitos 
de cálculo dos respectivos encargos.

• DTotal é a extensão total dos elementos de 
ligação, considerando o ponto de ligação, con-
forme defi nido regulamentarmente.

• DUE é a extensão do elemento de ligação 
para uso exclusivo, limitada ao comprimento 
máximo defi nido.

A metodologia de cálculo dos encargos com a 
construção dos elementos de ligação para uso 
partilhado considera, assim, a extensão deste 
elemento, conforme anteriormente referido.

A ERSE, num primeiro momento, procurou 
defi nir uma metodologia de apuramento dos 
encargos com a construção dos elementos de 
ligação para uso partilhado em que existis-
se uma relação entre as grandezas envolvidas 
- potência requisitada e distância - através de 
estudos de regressão estatísticas sobre a base 
de orçamentos recebida.

Uma vez que as mencionadas regressões pro-
varam não ser estatisticamente robustas, numa 
segunda abordagem adoptou-se uma metodo-
logia assente em custos médios, considerando-
se os diversos limiares de potência requisitada 
e a natureza da rede construída - troços aéreos 
e troços subterrâneos.

A Figura 5 e a Figura 6 apresentam, respecti-
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Baixa Tensão

Síntese de distribuições cumulativas corrigidas de número e 
de encargos com os elementos de ligação para uso exclusivo 

(até 250 metros e até 500 metros)

QUADRO 1

Encargos com os elementos de ligação para uso 
partilhado
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vamente, a distribuição das distâncias médias e 
dos encargos médios com a construção dos ele-
mentos de ligação por intervalos de potência 
requisitada. Nestas duas fi guras é observável 
alguma tendência de crescimento, ainda que 
irregular, quer da distância média, quer dos 
encargos médios, à medida que aumenta a po-
tência requisitada.

A Figura 7 e a Figura 8 apresentam, respec-
tivamente, a distribuição da distância média e 
dos encargos médios por intervalos de potên-
cia requisitada, de forma separada para liga-
ções em rede aérea e em rede subterrânea.

Em ambas as situações a distribuição é irregu-
lar, particularmente no que respeita a ligações 
em rede aérea, se bem que, no caso de ligações 
em redes subterrâneas, existe uma tendência 

muito ligeira para aumentar a distância média 
e o encargo médio à medida que aumenta a po-
tência requisitada.

Tendo presente que a abordagem inicial, as-
sente em regressão estatística sobre os valores 
dos orçamentos de 2005, resultou de aplicação 
inviável, e que as distribuições de distância e 
encargo pelos intervalos de potência não apre-
sentaram tendências muito explícitas, optou-se 
por reduzir o número de intervalos de potên-
cia a considerar. Neste sentido, pareceu, desde 
logo, razoável separar a baixa tensão normal 
(BTN) da baixa tensão especial (BTE), uma 
vez que, do ponto de vista da aplicação do mo-
delo tarifário, ambos os limiares são também 
tratados de forma separada.

Por outro lado, no segmento de requisições 
de ligação em BTN, pareceu aconselhável tra-
tar diferenciadamente as requisições de potên-
cia mais baixas das que requisitam valores mais 
elevados, fundamentalmente pelos seguintes 
aspectos:

Figura 6 - Distribuição do encargo médio dos elementos de 
ligação por intervalo de potência requisitada

Todos os ramais

Figura 5 - Distribuição da distância média das ligações por 
intervalo de potência requisitada

Todos os ramais

Figura 7 - Distribuição da distância média das ligações 
por intervalo de potência requisitada em ramais aéreos e 

subterrâneos

Figura 8 - Distribuição do encargo médio dos elementos 
de ligação por intervalo de potência requisitada em ramais 

aéreos e subterrâneos
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• Em número, as situações de requisições até 
20,7 kVA de potência requisitada representam 
cerca de 83,5% do total de orçamentos anali-
sados para efeitos de estimação de valores, 
enquanto, no que respeita a valores globais 
de potência requisitada, o conjunto daquelas 
requisições não excede os 50% do total da 
potência requisitada no âmbito de ligações às 
redes. Os mencionados intervalos de potên-
cia mais baixa em BTN representam, assim, 
as situações mais comuns no que respeita a 
requisições de ligação à rede.

• Com a excepção particular do intervalo de 
potência requisitada até 3,45 kVA, o custo 
unitário por metro de construção de ligação 
à rede é decrescente até ao valor de 20,7 kVA, 
registando um incremento a partir desse va-
lor e valores relativamente uniformes nos 
restantes intervalos de potência requisitada 
em BTN (até 41,4 kVA).

O Quadro 2 apresenta os valores relativos 
às distribuições relativas acumuladas por in-
tervalo de potência de:

• Número de orçamentos analisados para 
estimação de valores.

• Valores de potência requisitada corres-
pondentes aos orçamentos analisados para 
estimação de valores.

• Encargos com a construção de elementos 
de ligação nos orçamentos analisados para 
estimação de valores.

• Comprimentos (distâncias) dos elemen-
tos de ligação nos orçamentos analisados 
para estimação de valores.

No mencionado Quadro 2 é possível obser-
var os aspectos anteriormente descritos e que 
fundamentam a adopção dos três intervalos 
de potência requisitada, para efeitos de defi -
nição dos valores a repercutir no cálculo dos 
encargos com a construção de elementos de 
ligação para uso partilhado, em particular no 
que respeita às colunas de distribuição rela-
tiva acumulada do número de orçamentos e 
da potência requisitada, bem como no que 
se observa da coluna de encargo médio por 
metro.

Por outro lado, verifi caram-se esperadas 
diferenças, quer quanto às distribuições re-
lativas acumuladas já mencionadas, quer 
quanto aos encargos médios por metro de 
construção, entre ligações que envolvam ra-
mais aéreos e ligações que envolvam ramais 
subterrâneos. Essas diferenças são sinteti-
zadas no Quadro 3, onde se apresentam os 
valores apenas para os intervalos em BTN 
até 20,7 kVA, em BTN acima de 20,7 kVA 
e em BTE.

No mencionado Quadro 3 é observável a 
grande diferença de custo médio na constru-
ção de ramais aéreos e ramais subterrâneos, o 
que justifi ca, assim, a adopção de preços di-
ferenciados para cada uma destas situações. 
Observa-se, de igual modo, que o custo mé-
dio de construção tende a ser crescente com 
a potência requisitada, quer em redes aéreas, 
quer em redes subterrâneas.
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QUADRO 2

Distribuições relativas acumuladas de número, potência, 
encargos e distância, e valor de encargo médio por metro 

- Todos os ramais

QUADRO 3

Distribuições relativas acumuladas de número, potência, 
encargos e distância, e valor de encargo médio por metro

Todos os ramais, ramais aéreos e ramais subterrâneos
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Com base nos elementos atrás mencionados, 
a ERSE optou por propor os valores constantes 
do Quadro 4 para repercutir no cálculo dos en-
cargos a suportar pelo requisitante, a título da 
construção dos elementos de ligação para uso 
partilhado.

Os valores constantes do mencionado Qua-
dro 4 decorrem dos valores apurados para o 
encargo médio por metro para cada um dos 
intervalos de potência considerados e toman-
do em atenção o tipo de rede construída para 
a ligação (aérea ou subterrânea). Esses valores 
médios podem ser observados no Quadro 3, 
tendo a ERSE optado por propor um factor de 
escalamento de 0,9, que se pode justifi car pelos 
seguintes aspectos:

• No conjunto dos encargos orçamentados, 
sabe-se que existem valores que respeitam a 
encargos não directamente relacionados com a 
construção propriamente dita dos elementos de 
ligação. Na actual regulamentação estabelece-se 
que estes encargos devem ser apresentados se-
paradamente no orçamento de ligação, pelo que 
se reduz, desta forma, a base total de encargos.

• A adopção de um valor inferior à unidade 
permite balancear o sinal económico entre o 
factor distância (presente no encargo do ele-
mento de uso partilhado) e o factor potência 
(presente na comparticipação nos encargos com 
o reforço de redes).

Acresce que, de acordo com o modelo adop-
tado, cerca de 10% dos encargos totais são con-
siderados no âmbito da aplicação das tarifas de 
uso de rede, pelo que há racional, também por 
esta via, em permitir alguma redução dos encar-
gos globais com a construção dos elementos de 
ligação para uso partilhado.

Com base nos valores constantes do Quadro 
4, o operador de rede deverá aplicar, consoante 
o tipo de rede envolvida e o escalão de potência 
requisitada em BT, os correspondentes valores à 
totalidade da extensão dos elementos de ligação 
para uso partilhado, expressa em metros, que 
deverá ser acrescida da parcela da extensão do 
elemento de ligação de uso exclusivo1 que excede 
o comprimento máximo deste, defi nido nesta su-
bregulamentação.

Metodologicamente, o apuramento dos encar-
gos com a construção do elemento de ligação 
para uso partilhado a solicitar ao requisitante será 
efectuado por aplicação da seguinte expressão:

Em que:
• UP
E  é o valor do encargo com a construção 

do elemento de uso partilhado.
• UP
d  é a extensão do elemento de uso parti-

lhado, determinada de acordo com o RRC.
• Pk  é o valor a aplicar ao metro linear de 

construção do elemento de uso partilhado de-
corrente da requisição de potência do requisi-
tante.

• UEUE
dd

é a diferença entre a extensão 
do elemento de uso exclusivo efectivamente 
necessária para satisfazer a requisição do re-
quisitante e o valor do comprimento máximo 
do elemento de ligação para uso exclusivo.

No caso de requisições conjuntas de ligação 
à rede, a distribuição entre os requisitantes da 
ligação dos encargos relativos à construção dos 
elementos de ligação para uso partilhado deve 
atender ao peso relativo da potência requisi-
tada de cada requisição individual no valor da 
potência requisitada da requisição conjunta, 
bem como aos eventuais encargos que decor-
ram do facto de o comprimento máximo do 
elemento de ligação para uso exclusivo ser ex-
cedida. Assim, propõe-se que a distribuição 
dos mencionados encargos respeite a seguinte 
expressão:

QUADRO 4

Valores a aplicar na metodologia de cálculo dos encargos 
com a construção dos elementos de ligação para uso 

partilhado

1 A parcela de extensão do elemento de ligação de uso exclusivo a considerar para o efeito é a que resulta da diferença entre a extensão do elemento de ligação de 
uso exclusivo efectivamente a construir e o comprimento máximo, no caso de a primeira exceder este último. Assim, essa parcela de extensão em excesso face ao 
comprimento máximo é classifi cada, de acordo com o RRC e para efeitos de determinação de encargos, como elemento de ligação para uso partilhado.
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Em que:
• UP

i
E  é o valor do encargo com a construção 

do elemento de uso partilhado do requisitante 
i.

• UP

TE  é o valor total do encargo com a cons-
trução do elemento de uso partilhado, efecti-
vamente classifi cado e construído como tal.

• i
P  é a potência requisitada pelo requisitante 

i.
•

P
k  é o valor a aplicar ao metro linear de 

construção do elemento de uso partilhado de-
corrente da requisição de potência do requisi-
tante i.

• UEUE

i
dd  é a diferença entre a extensão 

do elemento de uso exclusivo efectivamente 
necessária para satisfazer a requisição do re-
quisitante i e o valor do comprimento máximo 
do elemento de ligação para uso exclusivo.

Os valores propostos pela ERSE podem fun-
damentar-se, para além da impossibilidade já 
mencionada de realizar testes de regressão que 
permitissem encontrar relações robustas entre 
as grandezas potência e distância e os encargos 
correspondentes, nas seguintes razões:

• Existe alguma tendência para a diferencia-
ção dos custos construtivos dos elementos de 
ligação com base nos valores de potência re-
quisitada. Essa tendência, embora não muito 
acentuada, permite verifi car uma relação po-
sitiva entre a potência requisitada e o encargo 
construtivo, o que sustenta que os valores pro-
postos sejam crescentes com os intervalos de 
potência referenciados.

• Existe evidência sufi ciente em como os en-
cargos construtivos diferem substancialmente 
com o tipo de rede a construir para os elemen-
tos de ligação. Na realidade, os valores médios 
apurados apontam para que as ligações em 
rede subterrânea sejam cerca de 150% mais 
dispendiosas que as ligações em rede aérea. Os 
valores propostos têm aderência a essa realida-
de encontrada na informação que permitiu a 
extrapolação de valores.

• Os valores propostos permitem, em con-
cordância com as restantes componentes de 
encargo no estabelecimento de ligações à rede, 

verifi car o princípio adoptado de equivalência 
fi nanceira entre a aplicação do modelo regula-
mentar anterior e o modelo que agora se pre-
tende implementar com a presente subregula-
mentação.

• Sendo um valor unitário para a distância, 
cada um dos valores agora propostos permite 
sinalizar economicamente a requisição de liga-
ções à rede, de forma a tornar mais onerosas 
aquelas que se afastam mais da rede existente.

• Dos cenários elaborados e tratados pela 
ERSE com base na informação de orçamen-
tos, o cenário que integra os valores propostos 
é aquele que provoca menores variações na 
composição dos encargos totais com o estabe-
lecimento de ligações às redes.

• Conforme já referido, a ERSE optou por 
adoptar o cenário não totalmente coincidente 
com o de custos padrão (com base nos custos 
médios) para a construção dos elementos de 
ligação para uso partilhado, uma vez que se 
sabe que existem componentes de encargos 
não directamente relacionadas com a constru-
ção propriamente dita2, embora não se possa 
expurgar o seu efeito no custo total da cons-
trução dos elementos de ligação.

Na defi nição da metodologia para a repar-
tição dos encargos com a construção dos ele-
mentos de ligação para uso partilhado é neces-
sário considerar o comprimento do elemento 
de ligação para uso partilhado, já corrigido 
pelo efeito de adopção de um comprimento 
máximo para o elemento de ligação de uso ex-
clusivo, já que a parte da extensão deste último 
que excede o comprimento máximo passa a in-
tegrar o comprimento do elemento de ligação 
para uso partilhado para efeitos de repartição 
de encargos.

Por outro lado, a mesma metodologia procu-
rou integrar as relações existentes entre as vari-
áveis que infl uenciam a requisição da ligação à 
rede, designadamente a potência e a distância, 
e os encargos com a ligação. 

Com base nos valores de encargos construti-
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2 São disso exemplo os valores relativos a taxas municipais para atravessamento de arruamentos ou estradas municipais, bem como taxas para 
realização de obras na via pública.
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vos e nas distâncias de construção respectivas, 
é possível apurar os valores médios de encar-
go por cada metro de elemento de ligação que 
se constrói, quer para o total dos orçamentos, 
quer para as situações que envolvam exclusi-
vamente rede aérea ou rede subterrânea. A Fi-
gura 9 e a 

Figura 10 apresentam os valores médios por 
metro de construção de elementos de ligação, 
respectivamente, para a totalidade das ligações 
em MT (aéreas, subterrâneas e mistas) e sepa-
radamente para as ligações que envolvam rede 
aérea ou que envolvam rede subterrânea.

Estas diferenças, especialmente no que se re-
fere aos encargos construtivos, justifi cam que 
se aborde separadamente as ligações em rede 
aérea e as ligações em rede subterrânea, no 
que à defi nição de metodologia e valores de 
repartição de encargos com a construção dos 
elementos de ligação para uso partilhado diz 
respeito.

Por outro lado, consideram-se como variáveis 
relevantes na defi nição destes encargos os valo-

res de potência requisitada e a distância a que 
a instalação a ligar se encontra da rede - com 
repercussão nos comprimentos dos elementos 
de ligação. Assim, foram efectuadas regressões 
lineares3 entre os valores de encargos respei-
tantes aos elementos de ligação para uso parti-
lhado e os valores de potência requisitada e os 
valores dos comprimentos daqueles elementos 
de ligação.

Os resultados obtidos pareceram ser estatis-
ticamente mais relevantes para a regressão li-
near entre os encargos construtivo e a distância 
e, neste quadro, estatisticamente mais robustas 
no que se refere a redes aéreas do que na situ-
ação envolvendo ligações em rede subterrânea. 
Assim, foram ponderados os valores médios 
dos encargos construtivos (em função da dis-
tância) e efectuou-se uma correcção à base de 
orçamentos de ligações envolvendo rede sub-
terrânea no sentido de eliminar as observações 
extremas e averiguar da eventual existência de 
uma regressão linear mais robusta. Os resulta-
dos nesta última situação vieram a comprovar 
a existência de uma regressão linear mais signi-
fi cativa  em termos estatísticos também para as 
ligações envolvendo rede subterrânea.

Da ponderação das diferentes situações re-
sultou, assim, a existência dos seguintes pos-
síveis cenários:

• Cenário 1 - Adopção dos valores médios de 
encargo com a construção do elemento de liga-
ção para uso partilhado, quer para rede aérea 
(23,75 euros por metro), quer para rede sub-
terrânea (44,43 euros por metro). 

• Cenário 2 - Adopção dos coefi cientes de re-
gressão iniciais, apurados não se considerando 
qualquer segmentação da amostra de dados, 
quer para rede aérea (20,14 euros por metro), 
quer para rede subterrânea (26,74 euros por 
metro).

• Cenário 3 - Adopção do coefi ciente de re-
gressão inicial para rede aérea (20,14 euros 
por metro) e o valor médio de encargos com 
a construção do elemento de ligação para uso 
partilhado para rede subterrânea (44,43 euros 
por metro).

Figura 9 - Encargo médio de construção de elementos de 
ligação em MT

Figura 10 - Encargo médio de construção de elementos de 
ligação em MT

3 Essas regressões foram efectuadas para a totalidade dos orçamentos e, separadamente, para os orçamentos em que a ligação envolva apenas construção de 
elementos em rede aérea ou construção de elementos em rede subterrânea. Acresce que se optou por considerar um ajustamento de regressão com ordenada 
nula na origem.
4 O valor de R2 aumenta da situação inicial de regressão para a situação de regressão com base em amostra expurgada de valores extremos, situando-se em 
cerca de 80% nesta última situação.
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• Cenário 4 - Adopção do coefi ciente de re-
gressão inicial para rede aérea (20,14 euros por 
metro) e do coefi ciente de regressão ajustada 
- sem as situações em que o comprimento do 
uso partilhado excede 1 500 metros e o encar-
go respectivo 100 000 euros   para rede subter-
rânea (43 euros por metro).

Qualquer das abordagens atrás mencionadas 
como estando subjacentes aos cenários para a 
metodologia e valores de repartição de encar-
gos com a construção de elementos de ligação 
para uso partilhado é baseada nos valores reais 
de orçamentação fornecidos pelo operador de 
rede. Acresce que, do ponto de vista estatístico, 
se encontraram relações relativamente robus-
tas entre os encargos e os comprimentos do 
elemento de ligação para uso partilhado.

A ERSE considerou adequado optar por 
propor a adopção do cenário 4 atrás descrito. 
Tal é justifi cado por se terem conseguido apu-
rar coefi cientes de regressão, quer para rede 
aérea, quer para rede subterrânea, com razo-
ável robustez estatística. Assim, a metodolo-
gia e valores de repartição de encargos com a 
construção de elementos de ligação para uso 
partilhado a aplicação de um preço unitário 
a cada metro de construção do respectivo ele-
mento (considerando as eventuais extensões 
do elemento de ligação de uso exclusivo que 
excedem o respectivo comprimento máximo), 
será a seguinte:

• Para ligações que envolva construção em 
rede aérea a aplicação de um preço de 20,14 
euros por cada metro de construção do respec-
tivo elemento de ligação para uso partilhado.

• Para ligações que envolva construção em 
rede subterrânea a aplicação de um preço de 43 
euros por cada metro de construção do respec-
tivo elemento de ligação para uso partilhado.

Assim, de forma análoga ao que aconte-
ce para a BT, no caso da MT, o operador de 
rede deverá aplicar, consoante o tipo de rede 
envolvida, os valores respectivos tomando em 
consideração a totalidade da extensão dos 
elementos de ligação para uso partilhado, ex-
pressa em metros, que deverá ser acrescida da 

parcela da extensão do elemento de ligação de 
uso exclusivo que excede o comprimento má-
ximo deste, defi nido nesta subregulamentação. 
O apuramento dos encargos com a construção 
do elemento de ligação para uso partilhado a 
solicitar ao requisitante de ligação em MT será 
efectuado por aplicação da seguinte expressão:

Em que:
• UP
E  é o valor do encargo com a construção 

do elemento de uso partilhado.
• UP
d é a extensão do elemento de uso parti-

lhado, determinada de acordo com o RRC.
• Pk  é o valor a aplicar ao metro linear de 

construção do elemento de uso partilhado.
• UEUE

dd é a diferença entre a extensão 
do elemento de uso exclusivo efectivamente 
necessária para satisfazer a requisição do re-
quisitante e o valor do comprimento máximo 
do elemento de ligação para uso exclusivo.

No caso de requisições conjuntas de ligação 
à rede e sempre que ocorrerem, a distribuição 
entre os requisitantes da ligação dos encargos 
relativos à construção dos elementos de liga-
ção para uso partilhado deve atender ao peso 
relativo da potência requisitada de cada requi-
sição individual no valor da potência requi-
sitada da requisição conjunta, bem como aos 
eventuais encargos que decorram do facto de o 
comprimento máximo do elemento de ligação 
para uso exclusivo ser excedido. Assim, ana-
logamente à BT, propõe-se que a distribuição 
dos mencionados encargos respeite a seguinte 
expressão:

Em que:
• UP

i
E  é o valor do encargo com a construção 

do elemento de uso partilhado do requisitante 
i.

• UP

TE
 é o valor total do encargo com a cons-
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trução do elemento de uso partilhado, efecti-
vamente classifi cado e construído como tal.

• i
P  é a potência requisitada pelo requisitan-

te i.
• i

P
k  é o valor a aplicar ao metro linear de 

construção do elemento de uso partilhado de-
corrente da requisição de potência do requisi-
tante i.

• UEUE

i
dd   é a diferença entre a extensão 

do elemento de uso exclusivo efectivamente 
necessária para satisfazer a requisição do re-
quisitante i e o valor do comprimento máximo 
do elemento de ligação para uso exclusivo.

No que respeita ao encargo com o reforço de 
redes, torna-se necessário recordar que o en-
cargo com o reforço de redes é calculado para a 
totalidade da potência requisitada nas ligações 
às redes e para a totalidade do diferencial entre 
a potência requisitada anterior e a nova potên-
cia requisitada, no caso de pedidos de aumento 
de potência.

Como atrás se referiu, esta situação é distinta 
da situação vigente no âmbito do anterior mo-
delo regulamentar, em que a comparticipação 
com o reforço das redes só se tornava exigível 
a partir do valor de potência de referência em 
vigor para cada local.

Por outro lado, na especifi cação do modelo 
de subregulamentação proposto pela ERSE, o 
reforço de redes surge como a componente de 
encargos que assegura o fecho do modelo, para 
que haja equivalência fi nanceira aproximada 
entre o conjunto dos encargos globais com o 
estabelecimento de ligações às redes por apli-
cação da metodologia decorrente do anterior 
modelo regulamentar e a metodologia que de-
corre do actual RRC.

Na defi nição da metodologia de apuramento 
dos encargos com o reforço das redes, a ERSE 
começou por analisar a informação existen-
te relativa a orçamentos de ligação à rede em 
2005, bem como a proposta dos operadores de 

rede de distribuição.
A análise da informação existente sobre os 

orçamentos para o estabelecimento de ligação 
à rede, efectuada previamente à defi nição de 
valores para integrarem a proposta de metodo-
logia, testou a existência de relações entre o va-
lor de potência requisitada e os encargos com 
o reforço de rede solicitados aos requisitantes. 
No âmbito da anterior metodologia regula-
mentar, para determinar os valores com a com-
participação no reforço das redes, as disposi-
ções existentes estabeleciam um valor de 88,30 
€/kVA para os valores de potência acima dos 
limiares de referência existentes (20 kVA, 50 
kVA e 100 kVA, consoante a localidade).

A Figura 11 apresenta a forma como se dis-
tribuem os encargos com o reforço de rede so-
licitados aos requisitantes nos orçamentos de 
2005, em função do valor de potência requi-
sitada. Essa mesma fi gura apresenta apenas os 
valores relativos aos orçamentos analisados na 
amostra de trabalho e em que o encargo com o 
reforço de redes é não nulo.

Da análise da Figura 11 é possível observar 
que não existe uma relação linear entre o en-
cargo com o reforço de redes que é solicitado 
ao requisitante e o respectivo valor de potência 
requisitada. Contudo, existe um limite supe-
rior que é uma função directa do valor unitário 
de reforço aprovado pela ERSE para cálculo 
dos encargos com o reforço de redes - 88,30 €/
kVA. Tal inexistência de relação directa entre 
potência e encargos, excepção feita ao limite 
superior mencionado, poderá dever-se a dois 
factores distintos:

Encargos relativos ao reforço das redes

Baixa Tensão

Figura 11 - Encargo com o reforço de rede em função da 
potência requisitada
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• Existência de três limiares de potência de 
referência distintos, o que conduz a que o en-
cargo com o reforço de rede se comece a calcu-
lar a partir de valores diferenciados de potên-
cia requisitada.

• Aplicação de factores de simultaneidade 
em situações de potência requisitada por um 
conjunto de instalações, o que provoca que os 
valores de potência de referência individuais 
sejam ainda mais dispersos que os três limia-
res existentes.

A Figura 12, em que se apresenta a disper-
são do encargo médio de reforço, apurado 
dividindo o valor do encargo solicitado ao re-
quisitante pelo valor de potência requisitada, 
parece confi rmar o padrão pouco regular das 
comparticipações solicitadas aos requisitantes 
para o reforço das redes, ainda que se detectem 
algumas semelhanças com a existência de uma 
relação logarítmica entre encargo e potência 
em alguns conjuntos de dados isolados.

Uma vez que não se encontrou uma relação 
particularmente evidente entre os encargos 
com o reforço de rede e os valores de potência 
requisitada, importou averiguar a forma como 
se comportavam as distribuições cumulativas 
do número de situações em que se solicitaram 
encargos com o reforço, valores globais de po-
tência requisitada e valores globais de encargos. 
Na Figura 13 apresenta-se uma representação 
gráfi ca dessas distribuições, por intervalos de 
potência requisitada, sendo perceptível que a 
acumulação do número de situações acontece 
muito mais rapidamente que a acumulação de 
encargos e de potência requisitada, que seguem 
uma tendência muito próxima.

Assim, tendo presente a necessidade de que 
os encargos com o reforço de redes assegurem, 
no âmbito do modelo de subregulamentação 
que agora se propõe, a equivalências entre as 
comparticipações globais na situação de apli-
cação da metodologia ainda em vigor e na situ-
ação que se pretende implementar, a metodo-
logia e valores de apuramento dos encargos de 
reforço de rede em BT toma em consideração 
as restantes disposições regulamentares aplicá-
veis às ligações às redes, designadamente quan-
to a comprimento máximo do elemento de li-
gação de uso exclusivo e metodologia e valores 
de apuramento dos encargos com a construção 
dos elementos de ligação para uso partilhado. 
Os cenários considerados quanto ao desenho 
global do modelo de subregulamentação po-
dem, sucintamente, descrever-se da seguinte 
forma:

• Cenário C1.30 - corresponde à adopção de 
um comprimento máximo para o elemento de 
ligação de uso exclusivo de 30 metros e dos va-
lores de preço para a construção do elemento 
de ligação para uso partilhado que decorrem 
das médias dos valores apurados na base de 
orçamentos. O encargo de reforço é calculado 
aplicando o preço de 0,15 euros aos valores 
quadráticos da potência requisitada.

• Cenário C1.40 - corresponde à adopção de 
um comprimento máximo para o elemento de 
ligação de uso exclusivo de 40 metros e dos va-
lores de preço para a construção do elemento 
de ligação para uso partilhado que decorrem 
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Figura 12 - Encargo médio de reforço por potência 
requisitada

Figura 13 - Distribuição cumulativa do número de situações 
em que se solicitaram encargos com o reforço, potência 

requisitada e encargos correspondentes
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das médias dos valores apurados na base de 
orçamentos. O encargo de reforço é calculado 
aplicando o preço de 0,15 euros aos valores 
quadráticos da potência requisitada.

• Cenário C2.30 - corresponde à adopção de 
um comprimento máximo para o elemento de 
ligação de uso exclusivo de 30 metros e dos va-
lores de preço para a construção do elemento 
de ligação para uso partilhado que decorrem 
das médias dos valores apurados na base de 
orçamentos afectas de um escalar de 0,9. O 
encargo de reforço é calculado aplicando o 
preço de 0,17 euros aos valores quadráticos da 
potência requisitada. 

• Cenário C2.40 - corresponde à adopção de 
um comprimento máximo para o elemento de 
ligação de uso exclusivo de 40 metros e dos va-
lores de preço para a construção do elemento 
de ligação para uso partilhado que decorrem 
das médias dos valores apurados na base de 
orçamentos afectas de um escalar de 0,9. O 
encargo de reforço é calculado aplicando o 
preço de 0,17 euros aos valores quadráticos da 
potência requisitada.

Neste contexto, a ERSE opta por propor para 
vigorar em Portugal continental uma metodo-
logia de apuramento de encargos com o refor-
ço de rede que assenta numa sinalização eco-
nómica mais forte das potências mais elevadas, 
traduzido na aplicação de um preço unitário 
aos valores quadráticos da potência requisita-
da. O preço unitário proposto é de 0,17 euros 
a aplicar ao quadrado da potência requisitada, 
que corresponde à adopção do cenário C1.30 
anteriormente descrito. O valor proposto é 
apurado tendo em consideração que o reforço 
de redes é encarado como a variável de fecho 
do modelo de subregulamentação, conforme já 
explicitado, e que o valor unitário de reforço 
depende também dos valores adoptados para o 
comprimento máximo do elemento de ligação 
de uso exclusivo e para os preços a aplicar na 
construção de elementos de ligação para uso 
partilhado, procurando assegurar-se, tanto 
quanto possível, a equivalência dos cash-fl ows 
gerados pela situação actual e pela aplicação do 

conjunto de parâmetros propostos.
Por fi m, refi ra-se que é proposto que seja 

adoptado um valor mínimo de 5 euros para 
a factura a apresentar ao cliente a respeito do 
estabelecimento de ligações às redes ou pedi-
dos de aumento de potência. A fi xação deste 
limiar mínimo de encargo global é particular-
mente mais relevante nas situações de pedidos 
de aumento de potência, que podem apenas 
comportar para o requisitante encargos com 
o reforço das redes5 nem sempre de valor que 
justifi que os encargos administrativos em que 
o operador de rede incorre para apreciar e tra-
tar o pedido.

Em MT, tomando a base de orçamentos de 
ligação como referência, o número de situações 
em que foram solicitados ao requisitante en-
cargos com o reforço de redes é muito diminu-
to, face à totalidade da amostra. Na realidade, 
apenas em pouco mais de 4% do número total 
de orçamentos de ligação à rede em MT houve 
lugar ao pagamento de encargos com o reforço 
de redes. Faz-se notar que, no âmbito da meto-
dologia ainda em vigor, apenas para potências 
requisitadas superiores a 2 000 kVA existe lu-
gar a comparticipação nos encargos de reforço 
das redes, por aplicação de um preço unitário 
de 37,40 euros por cada kVA requisitado aci-
ma do limiar de referência.

Nestas circunstâncias, o estudo da distribui-
ção dos encargos com o reforço de rede em MT 
é afectado pelo reduzido número de situações 
da amostra de orçamentos, ainda que se possa 
inferir que essas situações são mais frequentes 
nas ligações que envolvem construção de redes 
subterrâneas do que nas situações em que ape-
nas se constrói rede aérea. A Figura 14, com 
as limitações atrás mencionadas, apresenta a 
distribuição dos encargos médios de reforço 
de rede por unidade de potência requisitada, 
para os diversos intervalos de potência con-
siderados, sendo observável que a existência 
de comparticipações nos encargos de reforço 
de rede tende a concentrar-se para potências 
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5 Atente-se no exemplo de um pedido de aumento de potência de 3,45 kVA, em que não haja necessidade de alterar o elemento de ligação para uso 
exclusivo, o que, nos termos de apuramento do encargo com o reforço de rede, acarretaria um encargo global de cerca de 2,02 euros (0,17 euros x 3,452).
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requisitadas mais elevadas e, em particular, 
para potências requisitadas superiores a 2 000 
kVA.

Desta forma, a ERSE optou por considerar, 
na defi nição do actual modelo de subregula-
mentação, os encargos de reforço de redes em 
MT com uma distribuição linear, tendo em 
consideração a necessidade de se verifi car as 
seguintes situações:

• Assegurar a aplicação de encargos de refor-
ço de redes desde o primeiro kVA de potência 
requisitada.

• Assegurar o princípio de equivalência fi -
nanceira entre os modelos regulamentar ainda 
em vigor e o que se pretende actualmente im-
plementar, assumindo-se o encargo de reforço 
como sendo a variável de fecho do modelo para 
este efeito.

Tomando em consideração o exposto, os en-
cargos com o reforço de rede em MT serão 
calculados com base na aplicação de um pre-
ço linear aos valores de potência requisitada, 
dependente do cenário adoptado para o mo-
delo de subregulamentação6 que se pretende 
aprovar. Uma vez que, no que respeita ao com-
primento máximo do elemento de ligação de 
uso exclusivo em MT, foi proposto um valor 
de 250 metros e que, para a valorização dos 
encargos com a construção de elementos de 
ligação para uso partilhado, foram propostos 
valores de 20,14 euros por metro linear e de 43 
euros por metro linear, respectivamente, para 

ligações em rede aérea e ligações em rede sub-
terrânea, o valor que se propõe para o reforço 
de redes é de 8,86 euros por cada kVA de po-
tência requisitada. 

O valor agora proposto é apurado por ana-
logia com o que foi efectuado em BT, sendo 
o encargo com o reforço de rede a variável de 
fecho do modelo de subregulamentação, tendo 
em consideração os valores adoptados para o 
comprimento máximo do elemento de ligação 
para uso exclusivo e a metodologia e valores de 
apuramento dos encargos com a construção 
dos elementos de ligação para uso partilhado. 
Assim, o valor de 8,86 euros por cada kVA re-
quisitado corresponde ao que é necessário para 
equivaler os cash-fl ows gerados na situação ac-
tualmente em vigor e a que decorre do modelo 
agora proposto. 

Tendo presente o modelo proposto, quer 
quanto às ligações à rede em BT, quer no que 
respeita ao estabelecimento de ligações à rede 
em MT, importa averiguar a forma como se 
repercute a aplicação do modelo apresentado, 
nomeadamente por comparação com a aplica-
ção da situação anterior.

A análise de impactes e de desvios aqui efec-
tuada justifi ca-se fundamentalmente para 
averiguar a consistência global do modelo pro-
posto, designadamente quanto à adequação 
dos sinais económicos que se pretende trans-
mitir (distância das instalações à rede a ligar e 
potência requisitada). Importa, antes de mais, 
verifi car se o modelo globalmente se comporta 
conforme é esperado que ocorra aquando da 
defi nição individual das metodologias e valo-
res propostos.

A este respeito convirá sublinhar que, apesar 
de se fazerem algumas comparações a título 
individual entre a situação ainda em vigor e a 
que decorre do modelo actualmente em pro-
posta, estas não são de aplicação factual. Na 
realidade, a requisição de ligação à rede ocorre, 
tipicamente, uma vez para cada instalação, não 
havendo uma base de comparação inter-tem-
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Figura 14 - Distribuição dos encargos médios de reforço de 
redes por unidade de potência requisitada

6 O cenário de subregulamentação depende do valor do comprimento máximo adoptado para o elemento de ligação de uso exclusivo e da metodologia e valores 
de apuramento dos encargos com a construção dos elementos de ligação para uso partilhado. Os encargos globais de reforço de redes devem, assim, assegurar a 
componente de encargos que não é assegurada conjuntamente pelos encargos relativos aos elementos de uso das redes de uso exclusivo, de uso partilhado e valor 
que é repercutido nos custos aceites para efeitos de defi nição das tarifas de uso das redes.

Análise de desvios e situações específi cas
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poral para a mesma situação. O que é provável 
que o requisitante compare directamente não 
é o encargo global na vigência de uma ou ou-
tra metodologia, mas antes o encargo global 
da sua situação particular com os encargos de 
outras ligações à rede análogas de que tenha 
conhecimento. 

Convirá recordar que, na aplicação da meto-
dologia ainda em vigor, o carácter particular 
com que cada ligação à rede era tratada   por 
exemplo pela variação da potência de referên-
cia do local, com efeitos no encargo com o re-
forço de rede  , difi cultava um entendimento 
homogéneo da regulamentação. Com efeito, a 
percepção global quanto a esta aplicação não 
homogénea da metodologia foi comunicada 
mesmo pelos próprios operadores de rede, 
suscitando que estes incorressem em custos de 
formação para debelar esta difi culdade. 

Na avaliação de tais impactes, dada a discre-
pância muito signifi cativa de observações nas 
bases de dados relativas a orçamentos de liga-
ção à rede em BT e em MT, a abordagem será 
diferenciada por nível de tensão, nos seguintes 
termos:

• Em BT, serão apresentados casos típicos, 
que decorrem das situações mais frequentes, 
quer quanto a valores de potência requisitada, 
quer quanto aos comprimentos do elemento 
de ligação de uso exclusivo.

• Em MT, tomando a totalidade de orçamen-
tos existentes, a respectiva base foi segmentada 
tomando em consideração os valores médios 
de potência requisitada e de comprimento 
do elemento de ligação de uso exclusivo, bem 
como o valor proposto para o comprimento 
máximo deste último.

Em BT, para avaliar de que forma a transição 
entre o quadro regulamentar ainda vigente e a 
proposta de subregulamentação atrás apresen-
tada se refl ecte nos diversos casos existentes de 
requisição de ligação à rede, foi utilizada a base 
de dados de orçamentos empregue nos testes 
de consistência aos resultados obtidos. Por ou-

tro lado, foi considerada a distribuição do nú-
mero de orçamentos de ligação à rede em BT 
pelos diferentes intervalos de potência requi-
sitada, de modo a identifi car as situações mais 
frequentes, para as quais a criticidade de avaliar 
os impactes da introdução do novo modelo é 
maior. A Figura 15 apresenta essa distribuição, 
sendo perceptível a maior importância da BT 
normal (potência até 41,4 kVA) e, em particu-
lar, os intervalos de potência requisitada entre 
3,45 e 6,9 kVA, entre 6,9 e 10,35 kVA e entre 
17,25 e 20,7 kVA. Para todos estes intervalos, 
os limites superiores   respectivamente, 6,9 
kVA, 10,35 kVA e 20,7 kVA - apresentaram 
uma frequência muito superior aos demais va-
lores contidos nos intervalos.

Assim, tomando esta informação, e dada a 
proximidade dos intervalos de potência entre 
3,45 e 6,9 kVA e entre 6,9 e 10,35 kVA, fo-
ram seleccionados, como situações típicas ou 
exemplifi cativas, os seguintes valores para tes-
tar os impactes da introdução do modelo agora 
proposto:

• Orçamentos de ligação à rede com potência 
requisitada de 6,9 kVA.

• Orçamentos de ligação à rede com potência 
requisitada de 20,7 kVA.

• Orçamentos de ligação à rede com potência 
requisitada entre 50 e 100 kVA.

Tendo em consideração que o comprimento 
máximo proposto para o elemento de ligação 
de uso exclusivo se situa, na actual proposta, 
em 30 metros, para cada uma das situações de 
requisição acima mencionadas foram avaliados 
os casos em que o comprimento orçamentado 

CUSTOS COM LIGAÇÕES ÀS REDES 
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Baixa Tensão

Figura 15 - Distribuição do número de orçamentos de ligação 
em BT por potência
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do elemento de ligação de uso exclusivo foi in-
ferior e superior aos mencionados 30 metros. 
De forma a reduzir o número de observações, 
foram utilizados comprimentos padrão para as 
situações em que o elemento de ligação de uso 
exclusivo é inferior ou superior ao respectivo 
limite máximo proposto - 25 metros para a si-
tuação em que não se excede o comprimento 
máximo do elemento de ligação de uso exclusi-
vo e 50 metros para a situação em que o com-
primento máximo é excedido.

Paralelamente, foi também caracterizada a 
situação geral decorrente da base de orçamen-
tos utilizada (para os valores e situações men-
cionados) e efectuada a sua diferenciação em 
função da natureza da construção envolvida   
ligações em rede aérea e ligações em rede sub-
terrânea.

Para cada um dos grupos identifi cados de 
acordo com o processo anteriormente descrito 
foram apurados os valores médios dos encar-
gos totais que haviam sido orçamentados com 
a aplicação das disposições ainda em vigor (si-
tuação ex-ante) e dos encargos totais decorren-
tes da aplicação do modelo proposto (situação 
ex-post). A comparação destes valores médios 
aparece explicitada no Quadro 5.

Conforme se observa do mencionado Quadro 
1, em geral, tomando em consideração o global 
das situações construtivas envolvidas, obser-
va-se uma redução de encargos solicitados aos 
requisitantes de ligação à rede em BT em cerca 
de 2,6% (cerca de 18,50 euros). Contudo, esse 
impacte não é linear a todas as situações ana-

lisadas, sendo concentrado nos intervalos de 
potência requisitada mais elevada (entre 50 e 
100 kVA de potência requisitada).

A este propósito refi ra-se que, no actual 
modelo regulamentar e de acordo com o que 
se propõe para a subregulamentação, todos 
os requisitantes passam a comparticipar nos 
encargos de reforço de redes, situação que an-
teriormente só acontecia para as situações em 
que os valores de potência de referência eram 
excedidos. Desta forma é expectável que para 
valores mais reduzidos de potência requisita-
da haja um agravamento médio do encargo 
total, por via da introdução de encargos rela-
tivos à comparticipação nos custos de reforço 
de rede.

Do Quadro 1 observa-se ainda que as varia-
ções entre as situações ex-ante e ex-post são, 
por norma, mais signifi cativas para a rede 
aérea, havendo, para o total dos orçamentos 
que envolvem este tipo de construção, uma 
diminuição média de encargos da ordem dos 
7,5% (redução em cerca de 23 euros no encar-
go com a ligação à rede).

Já no que respeita a encargos com a cons-
trução de ligação em rede subterrânea, entre 
a situação ex-ante e a situação ex-post, re-
gista-se um agravamento de encargo médio 
da ordem dos 1,7% para o total de situações 
consideradas, apesar de existirem intervalos 
de potência em que o encargo total regista 
uma diminuição. A Figura 16 e a Figura 17 
apresentam grafi camente a análise explicitada 
no Quadro 1.
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QUADRO 5

 Diferença de encargos totais com ligações à rede em BT
Situação inicial vs situação decorrente do modelo

Figura 16 - Diferença de encargos totais com ligações 
à rede em BT
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Por fim, para avaliar o impacte que o mo-
delo de subregulamentação proposto acar-
reta para as situações de ligações com com-
primentos mais longos, foram seleccionadas 
4 situações, procurando retratar as duas 
principais realidades construtivas, com po-
tências mais baixas (10,35 kVA, em dois dos 
casos) e potências mais elevadas (34,5 kVA 
e 90 kVA) para averiguar também a forma 
como se repartem os encargos. As situações 
seleccionadas são apresentadas no Quadro 6 
e no 

Quadro 7, onde se efectua a descrição das 
características essenciais das requisições de 
ligação, se mencionam os encargos orçamen-
tados (por tipo de encargo) e se esclarece 
quais os encargos decorrentes da aplicação 
do modelo proposto.

CUSTOS COM LIGAÇÕES ÀS REDES 
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Figura 17- Diferença de encargos totais com ligações à rede 
em BT

QUADRO 6

Comparação de encargos em situações tipifi cadas
Potência requisitada de 10,35 kVA

QUADRO 7

Comparação de encargos em situações tipifi cadas
Potência requisitada de 34,5 kVA e de 90 kVA

Média Tensão

Conforme se referiu atrás, a análise dos im-
pactes da aplicação da metodologia e valores 
propostos para o estabelecimento de ligação 
à rede em MT parte de um processo de seg-
mentação da base de dados de orçamentos 
disponíveis, em que os respectivos elementos 
diferenciadores são o valor médio da potência 
requisitada, o valor médio do comprimento 
máximo do elemento de ligação de uso exclusi-
vo e o valor proposto para o comprimento má-
ximo do elemento de ligação de uso exclusivo.

Uma vez encontrados os segmentos para esta 
análise, foi avaliado o peso relativo de cada um 
no conjunto de orçamentos existentes (em nú-
mero) e comparados os encargos que o requisi-
tante é chamado a suportar com a aplicação das 
disposições ainda em vigor (situação ex-ante) e 

os encargos que decorrem da aplicação do mo-
delo de subregulamentação agora proposto (si-
tuação ex-post). Os segmentos mencionados 
podem caracterizar-se da seguinte forma:

• Segmento A - corresponde às requisições 
de ligação à rede em que o valor individual da 
potência requisitada é inferior ao valor médio 
total da potência requisitada (469,2 kVA) e 
em que o comprimento individual do elemento 
de ligação de uso exclusivo é inferior ao com-
primento médio total do elemento de ligação 
de uso exclusivo (21,7 metros). Este segmento 
corresponde a 69,3% das situações orçamenta-
das em 2005.

• Segmento B - corresponde às requisições 
de ligação à rede em que o valor individual da 
potência requisitada é superior ao valor médio 
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total da potência requisitada (469,2 kVA) e 
em que o comprimento individual do elemento 
de ligação de uso exclusivo é inferior ao com-
primento médio total do elemento de ligação 
de uso exclusivo (21,7 metros). Este segmento 
corresponde a 18,1% das situações orçamenta-
das em 2005.

• Segmento C - corresponde às requisições 
de ligação à rede em que o valor individual da 
potência requisitada é inferior ao valor médio 
total da potência requisitada (469,2 kVA) e 
em que o comprimento individual do elemen-
to de ligação de uso exclusivo se situa entre o 
comprimento médio total do elemento de liga-
ção de uso exclusivo (21,7 metros) e o compri-
mento máximo proposto para este tipo de ele-
mento de ligação (250 metros). Este segmento 
corresponde a 7,1% das situações orçamenta-
das em 2005.

• Segmento D - corresponde às requisições 
de ligação à rede em que o valor individual 
da potência requisitada é superior ao valor 
médio total da potência requisitada (469,2 
kVA) e em que o comprimento individual do 
elemento de ligação de uso exclusivo se situa 
entre o comprimento médio total do elemento 
de ligação de uso exclusivo (21,7 metros) e o 
comprimento máximo proposto para este tipo 
de elemento de ligação (250 metros). Este seg-
mento corresponde a 3,9% das situações orça-
mentadas em 2005.

• Segmento E - corresponde às requisições de 
ligação à rede em que o valor individual da po-
tência requisitada é inferior ao valor médio to-
tal da potência requisitada (469,2 kVA) e em 
que o comprimento individual do elemento de 
ligação de uso exclusivo é superior ao compri-
mento máximo proposto para o elemento de 
ligação de uso exclusivo (250 metros). Este 
segmento corresponde a 1,1% das situações 
orçamentadas em 2005.

• Segmento F - corresponde às requisições 
de ligação à rede em que o valor individual da 
potência requisitada é superior ao valor médio 
total da potência requisitada (469,2 kVA) e 
em que o comprimento individual do elemento 

de ligação de uso exclusivo é superior ao com-
primento máximo proposto para o elemento 
de ligação de uso exclusivo (250 metros). Este 
segmento corresponde a 0,6% das situações 
orçamentadas em 2005.

A Figura 18 apresenta grafi camente este pro-
cesso de segmentação, bem como o peso rela-
tivo de cada segmento no conjunto dos orça-
mentos e situações analisadas em MT.

Com base nos segmentos mencionados, a 
confrontação entre a situação ex ante e a situa-
ção ex post, conforme atrás descritas, tomando 
em consideração o encargo total médio de cada 
segmento numa e outra circunstâncias, é apre-
sentada no Quadro 8.
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Figura 18 - Segmentação de ligações em MT e peso relativo 
de cada segmento

QUADRO 8

Diferença de encargos totais com ligações à rede em MT
Situação inicial vs situação decorrente do modelo
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Do mencionado Quadro 8 é possível obser-
var que, de forma genérica, os segmentos de 
requisitantes em que o comprimento do ele-
mento de ligação de uso exclusivo é inferior 
ao valor médio global (segmentos A e B), 
bem como os segmentos em que o compri-
mento do mesmo elemento excede o com-
primento máximo (segmentos E e F) são 
beneficiados pela aplicação das disposições 
regulamentares agora propostas, uma vez 
que apresentam diminuição dos encargos 
globais com o estabelecimento de ligação à 
rede. Deste modo, em média, cerca de 89% 
do número de requisitantes de ligação à rede 
em MT parecem ser beneficiados com a al-
teração do quadro regulamentar (soma dos 
pesos relativos dos segmentos A, B, E e F).

Por outro lado, nas situações em que o 
comprimento do elemento de ligação de uso 
exclusivo se situa entre o valor médio glo-
bal e o comprimento máximo (segmentos 
C e D), há um agravamento dos encargos, 
que abrange cerca de 11% dos requisitantes 
e que parece onerar mais as situações de po-
tência requisitada acima da média.

Na Figura 19 é apresentada a mesma infor-
mação constante do Quadro 4, sendo, agora, 
as diferenças nos encargos com a construção 
de ligações às redes em MT da situação ain-
da vigente para a aplicação do modelo pro-
posto, expostas graficamente.

Numa avaliação global, o encargo médio 
com o estabelecimento de ligações às redes 
diminui em torno dos esperados 10%, o 

que reflecte o valor de comparticipações re-
conhecido por via tarifária e a equivalência 
financeira entre os cash-flows da situação ex 
ante e ex post.

Conforme se pôde observar ao longo das 
secções anteriores deste documento, a ERSE 
optou por apresentar um modelo de subre-
gulamentação que considera as matérias tra-
tadas no RRC relativas às condições comer-
ciais de estabelecimento de ligações às redes 
de forma global e integrada. Em particular, 
esse é o caso das seguintes três vertentes:

• Estabelecimento do comprimento máxi-
mo do elemento de ligação de uso exclusivo.

• Definição da metodologia e valores de 
apuramento dos encargos com a construção 
de elementos de ligação para uso partilha-
do.

• Definição da metodologia e valores de 
apuramento dos encargos relativos à com-
participação dos requisitantes no reforço de 
redes.

Nestes três aspectos, a definição de con-
dições e valores obedece a uma lógica inte-
grada e sequencial, em que o encargo com 
o reforço de redes é tratado como sendo a 
parcela que assegura as condições necessá-
rias a que se verifique o já mencionado prin-
cípio de equivalência financeira do valor das 
comparticipações totais ex-ante e ex-post à 
aplicação do modelo de subregulamentação. 
A adopção de valores para as mencionadas 
três vertentes de subregulamentação esteve, 
em larga medida, assente no conjunto de in-
formação existente sobre a orçamentação de 
ligações em 2005 em Portugal continental.

Paralelamente, o modelo apresentado enfa-
tizou a necessidade de adoptar um conjun-
to de disposições e valores idêntico para a 
totalidade do território nacional, salvaguar-
dando algumas especificidades regionais 
existentes. 

CUSTOS COM LIGAÇÕES ÀS REDES 
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Figura 19 - Diferença gráfi ca de encargos totais com ligações 
à rede em MT

Situação inicial vs situação decorrente do modelo

Resumo do modelo proposto pela ERSE para a 
subregulamentação de ligações às redes
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Na sequência de pedido de esclarecimento ao Pla-
no de Investimentos na RNT 2000-2005, enviado 
em Dezembro de 1999 e após uma extensa troca de 
esclarecimentos e sugestões de melhoria, a ERSE foi 
chamada a dar parecer sobre os Padrões de Segu-
rança do Transporte, enviados pela REN em 2 de 
Fevereiro de 2001.

Este processo foi extremamente importante, já que, 
com ele:

• A REN iniciou uma nova prática de planeamen-
to em que torna público e submete a parecer o Plano 
de Investimentos na RNT;

• O Plano de Investimentos na RNT passou a ser 
elaborado tendo em atenção, para além de outras 
disposições estabelecidas no RARI, os Padrões de 
Segurança do Transporte;

• Os Padrões de Segurança do Transporte e o Pla-
no de Investimentos na RNT são sujeitos a parecer 
da ERSE, estabelecendo os fundamentos para a de-
fi nição da base de investimentos da entidade conces-
sionária da RNT que serve para remuneração da 
actividade de transporte.

Internamente foi elaborada uma proposta de Pare-
cer da ERSE aos referidos Padrões, devidamente en-
quadrada e justifi cada nas suas diversas componen-
tes, incorporando já as preocupações e ensinamentos 
decorrentes do grande incidente de 9 de Maio de 
2000, que afectou a zona Sul do país e na altura 
fi cou conhecido como o ”incidente da cegonha”.

Em 19 de Abril de 2001, o Conselho Consultivo 
da ERSE aprovou por unanimidade a proposta de 
Parecer, tendo o processo sido concluído em 6 de Ju-
nho de 2001 com o envio formal à REN do Parecer 
da ERSE sobre os Padrões de Segurança do Trans-
porte apresentados por esta entidade.

O Parecer da ERSE sobre os Padrões de Se-
gurança do Transporte constitui um acto for-
mal ao qual se podem associar diversos factos 
carregados de simbolismo.

• A REN inicia uma nova prática de planea-
mento em que torna público e submete a pare-
cer o Plano de Investimentos na RNT;

• O Plano de Investimentos na RNT passa a 
ser elaborado tendo em atenção, para além de 
outras disposições estabelecidas no RARI, os 
Padrões de Segurança do Transporte;

• Os Padrões de Segurança do Transporte e o 
Plano de Investimentos na RNT são sujeitos a 
parecer da ERSE, estabelecendo os fundamen-
tos para a defi nição da base de investimentos 
da entidade concessionária da RNT que serve 
para remuneração da actividade de transporte.

Por se tratar de um Parecer formal sobre um 
documento de referência, houve a preocupação 
de o enquadrar e justifi car nas suas diversas 
componentes, estando organizado da forma 
que em seguida se descreve. 

O Parecer inicia-se com o enquadramento 
legal que defi ne as competências da ERSE re-
lativas aos planos e aos padrões de segurança 
da produção e do transporte, com a referência 
explícita às disposições pertinentes do Decre-
to-Lei n.º 187/95, de 27 de Julho, e dos Esta-
tutos da ERSE.

Por ser considerado de interesse para o en-
quadramento do Parecer, apresentam-se as re-
ferências legais à actividade de transporte, em 
particular as relativas à sua defi nição ou com 
impacte nos padrões de segurança e no plane-
amento do transporte, sendo apresentadas, em 
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alguns casos, comentários evidenciando os as-
pectos considerados na elaboração do parecer.

Resumem-se em seguida os padrões de segu-
rança propostos, para regime transitório e per-
manente. O documento enviado à ERSE para 
apreciação, intitulado “Padrões de Segurança 
de Planeamento da RNT”, constitui o Anexo I 
do Parecer, sendo relativo aos padrões de segu-
rança do transporte a utilizar na preparação, 
pela entidade concessionária da RNT, do pla-
no de investimento na RNT.

Pela sua relevância, é apresentado um breve 
historial de todo o processo até à apresentação 
da presente proposta de Parecer, com referên-
cia ao incidente de 9 de Maio de 2000, que ori-
ginou uma interrupção total no abastecimento 
de energia eléctrica na zona sul do país. Na al-
tura, a ERSE enviou à REN a sua apreciação 
formal sobre o incidente (na altura conhecido 
como o “incidente da cegonha”), que consti-
tui o Anexo II do Parecer, fazendo referência 
explícita à necessidade de rever os padrões de 
segurança do transporte e o Plano de Investi-
mento na RNT, entretanto em análise.

Relativamente aos padrões de segurança pro-
postos, seguem-se comentários de âmbito ge-
ral, relacionados, nomeadamente, com a segu-
rança e fi abilidade de abastecimento, o recurso 
a métodos probabilísticos no planeamento, a 
fi abilidade global da cadeia produção-trans-
porte-distribuição, a análise custo/benefício 
dos investimentos e a comparação com práti-
cas internacionais.

No âmbito das questões específi cas é regista-
da a harmonização dos padrões de segurança 
do transporte com a prática de exploração da 
RNT, com a prática de exploração do sistema 
electroprodutor e com o plano de expansão do 
sistema electroprodutor do SEP.

Por fi m são apresentadas as conclusões, em 
que se propõe dar parecer favorável aos pa-
drões de segurança do transporte estabeleci-
dos pela entidade concessionária da RNT, se 
considera importante aprofundar alguns estu-
dos justifi cativos dos padrões de segurança do 
transporte e se salientam alguns aspectos que 

se consideram passíveis de serem complemen-
tados.

Apresenta-se de seguida o Parecer de ERSE 
sobre os Padrões de Segurança do Transporte, 
que nessa altura foi submetido à apreciação do 
Conselho Consultivo.

O artigo 11.º do DL n.º 187/95, de 27 de 
Julho, com a redacção que lhe foi dada pelo 
DL n.º 44/97, de 20 de Fevereiro, que defi ne 
as competências da ERSE relativas aos planos 
e aos padrões de segurança da produção e do 
transporte, estabelece que:

“ 1 - A Entidade Reguladora emite parecer 
sobre os padrões de segurança da produção 
que servem de base à preparação do plano de 
expansão do sistema electroprodutor vincu-
lado, a submeter à aprovação do Ministro da 
Economia.

2 - A Entidade Reguladora emite parecer 
sobre os padrões de segurança do transporte 
estabelecidos pela entidade concessionária da 
RNT, os quais servem de base à preparação, 
por esta Entidade, do plano de investimento 
na RNT.

3 - O parecer previsto no número anterior é 
utilizado, nomeadamente, para efeitos da de-
fi nição da base de investimentos da entidade 
concessionária da RNT que serve para remu-
neração da actividade de transporte, nos ter-
mos do Regulamento Tarifário.

4 - Por forma a ajuizar continuadamente a 
adequação dos padrões de segurança em vigor, 
a Entidade Reguladora pode exigir à entidade 
concessionária da RNT um relatório anual 
sobre a exploração do sistema de produção e 
transporte, do qual podem constar propostas 
de alteração aos padrões de segurança, que esta 
considere apropriados.

5 - A Entidade Reguladora emite pareceres 
sobre os planos de expansão do sistema elec-
troprodutor vinculado e sobre os planos de 
investimento da RNT, que lhe são remetidos, 
respectivamente, pela DGE e pela entidade 
concessionária da RNT, os quais devem ser 

230

A. Enquadramento do Parecer



231

apensos aos planos respectivos.”
Da leitura do articulado, observa-se que os 

padrões de segurança do transporte consti-
tuem a fundamentação de base para a elabora-
ção dos planos de investimento na RNT. Em 
particular, o n.º 3 deste artigo acrescenta que 
os padrões estabelecidos não se devem restrin-
gir aos aspectos técnicos relativos à exploração 
e à qualidade de serviço do transporte, deven-
do incluir também os aspectos económicos, 
dado que o parecer emitido pela ERSE sobre 
os padrões de segurança do transporte “é utili-
zado, nomeadamente, para efeitos da defi nição 
da base de investimentos da entidade conces-
sionária da RNT que serve para remuneração 
da actividade de transporte”.

As disposições citadas são também alvo de 
referência no artigo 3.º dos Estatutos da Enti-
dade, aprovados pelo DL n.º 44/97, de 20 de 
Fevereiro, relativo às competências em relação 
ao SEP:

“ À Entidade Reguladora compete, em rela-
ção ao SEP:

(...)
25) Emitir parecer sobre os padrões de segu-

rança da produção estabelecidos pela entidade 
concessionária da RNT;

26) Emitir parecer sobre os padrões de segu-
rança de transporte estabelecidos pela entida-
de concessionária da RNT;

27) Exigir à entidade concessionária da RNT, 
se assim o entender, um relatório anual sobre 
a exploração do sistema de produção e trans-
porte;

28) Emitir pareceres sobre os planos de ex-
pansão do sistema electroprodutor vinculado e 
sobre os planos de investimento na RNT.”

Nos termos do disposto na alínea a) do 
n.º 1 do artigo 27.º do DL n.º 187/95, de 
27 de Julho, e na alínea a) do n.º 1 do artigo 
15.º dos Estatutos da Entidade Reguladora 
do Sector Eléctrico (ERSE), aprovados pelo 
DL n.º 44/97, de 20 de Fevereiro, o Conse-
lho Consultivo é o órgão especializado ao qual 
compete pronunciar se sobre as propostas dos 
pareceres da Entidade Reguladora relativos à 

fi xação dos padrões de segurança da produção 
e do transporte. O n.º 2 de ambos os artigos 
estabelece ainda que os pareceres do Conselho 
Consultivo nestas matérias não são vinculati-
vos.

Considera-se ser de interesse para o enqua-
dramento do presente parecer apresentar as 
referências legais à actividade de transporte, 
em particular as relativas à sua defi nição ou 
com impacte nos padrões de segurança e no 
planeamento do transporte. Essas referências 
irão ser apresentadas, em alguns casos, acom-
panhadas de comentários evidenciando os as-
pectos a considerar na elaboração do parecer.

A primeira referência que se dá nota, relativa 
aos princípios gerais aplicáveis ao exercício das 
actividades previstas na organização do sector 
eléctrico, surge no artigo 2.º do DL n.º 182/95, 
de 27 de Julho:

“ 1 - A organização do SEN assenta na co-
existência de um sistema eléctrico de serviço 
público e de um sistema eléctrico independen-
te.

2 - O exercício das actividades de produção, 
transporte e distribuição de energia eléctrica 
tem como objectivo fundamental contribuir 
para o desenvolvimento económico e social e 
para o bem estar da população, assegurando, 
nomeadamente:

a) A oferta de energia em termos adequados 
às necessidades dos consumidores, quer quali-
tativa, quer quantitativamente;

b) A racionalidade e efi ciência dos meios a 
utilizar, desde a produção ao consumo, por 
forma a contribuir para a progressiva melhoria 
das condições técnicas e económicas de funcio-
namento.

3 - O exercício das actividades referidas no 
número anterior desenvolve-se com base na 
utilização racional dos recursos naturais, na 
sua preservação e na manutenção do equilíbrio 
ecológico.

4 - No exercício das actividades englobadas 

B. Referências Legais à Actividade 
de Transporte

PADRÕES DE SEGURANÇA DO TRANSPORTE



232

no SEN, é assegurada a todos os interessados 
igualdade de tratamento e oportunidades.”

A actividade de transporte de energia eléctri-
ca é objecto de detalhe na base XXI das “Bases 
da concessão da Rede Nacional de Transporte 
de Energia Eléctrica”, anexas ao DL n.º 185/95, 
de 27 de Julho, nos seguintes termos:

“ 1 - A concessionária deve assegurar o trans-
porte de energia eléctrica, através da RNT, em 
condições técnicas e económicas adequadas.

2 - No âmbito do número anterior, compete 
à concessionária:

a) Receber a energia eléctrica dos centros 
electroprodutores ou grupos geradores vincu-
lados ou não, que estejam ligados directamente 
à RNT ou com os quais a entidade concessio-
nária da RNT tenha um contrato de vincula-
ção;

b) Receber energia eléctrica das redes com as 
quais a RNT estiver ligada;

c) Transmitir a energia eléctrica através da 
RNT, assegurando as condições técnicas do 
seu funcionamento operacional;

d) Proceder à entrega de energia eléctrica às 
entidades ligadas à rede da RNT, nomeada-
mente aos distribuidores vinculados e a consu-
midores que lhe estejam ligados directamente;

e) Proceder à entrega de energia eléctrica às 
redes com as quais a RNT estiver ligada;

f ) Indicar às entidades a ela ligadas, ou que 
a ela se pretendam ligar, as características ou 
parâmetros essenciais para o efeito;

g) Assegurar o cumprimento dos padrões de 
qualidade de serviço que lhe sejam aplicáveis, 
identifi cando para o efeito as causas que a pos-
sam degradar e exigindo, caso sejam externas à 
RNT, a adopção de medidas adequadas à sua 
redução ou eliminação;

h) Planear e promover o desenvolvimento e a 
desclassifi cação de instalações da RNT.”

Saliente-se que a entidade concessionária da 
RNT não está restringida exclusivamente à 
actividade de transporte e que esta actividade 
não deve ser confundida com a exploração da 
RNT, alvo de uma defi nição mais abrangente 
no artigo 22.º do Decreto Lei n.º 185/95. Nes-

te artigo é feita referência à aquisição de ener-
gia eléctrica, à construção das redes, sua explo-
ração e manutenção, à gestão técnica global do 
SEP e à instalação e operação de um sistema 
para acerto de contas, que não eram objecto de 
menção na base da concessão da RNT relativa 
ao transporte de energia eléctrica.

O conjunto de actividades que a entida-
de concessionária da RNT está autorizada a 
exercer estão descritas nas bases I e II, relativas 
ao objecto e ao âmbito da concessão, respec-
tivamente, das “Bases da concessão da Rede 
Nacional de Transporte de Energia Eléctrica” 
anteriormente referidas.

Deve ser considerada ainda, nas referências 
relevantes para o presente parecer, a base IV da 
concessão da RNT, relativa ao serviço público, 
que estabelece o seguinte:

“ 1 - A concessão é exercida em regime de 
serviço público, sendo as suas actividades con-
sideradas para todos os efeitos de utilidade 
pública.

2 - No âmbito da concessão, a concessioná-
ria deve desempenhar as actividades de acordo 
com as exigências de um regular, contínuo e 
efi ciente funcionamento do serviço, deven-
do adoptar, para o efeito, os melhores meios 
e tecnologias geralmente utilizados no sector 
eléctrico.

3 - A actividade que constitui o objecto da 
concessão é exercida em regime de exclusivo, 
com excepção:

a) Das actividades previstas na alínea c) do 
n.º 1 da base II1;

b) Da recepção e entrega de energia eléctrica, 
se efectuadas através das ligações referidas no 
n.º 3 do artigo 23.º do presente diploma2.

4 - O exclusivo previsto nesta base não pre-
judica o exercício por terceiros do direito de 
acesso à rede.”

O n.º 3 desta base atribui regime de exclu-
sividade à actividade que constitui o objecto 
da concessão, a saber: a gestão técnica global 
do SEP e a exploração da RNT, bem como 
a construção das infra-estruturas que a inte-
gram. Esta atribuição advém do reconheci-
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1 “A recepção e a entrega de energia eléctrica a entidades não vinculadas ao SEP.”
2  “(...) ligações transfronteiriças a tensão nominal igual ou inferior a 110 kV que, nos termos do diploma que estabelece o regime jurídico do exercício da 
actividade de distribuição, sejam propriedade das entidades titulares de licença vinculada de distribuição em MT e AT, não fi cando sujeitas à exploração 
unifi cada da concessionária.”
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mento que estas actividades constituem áreas 
de monopólio natural, não sendo, como tal, 
passíveis da introdução de mecanismos de con-
corrência, razão pela qual devem ser objecto de 
uma regulação activa, em cujos mecanismos o 
presente parecer se insere. Assinale-se que, de 
acordo com as práticas de diversos países, a 
construção de infra-estruturas de rede é con-
siderada uma actividade de livre concorrência, 
geralmente por via de concursos públicos para 
a construção, exploração e manutenção de 
novas infra-estruturas (concorrência para o 
mercado).

Para efeitos do planeamento do transpor-
te, refere-se ainda o disposto na base VIII da 
concessão da RNT, relativa à manutenção dos 
bens e meios afectos à concessão:

“ A concessionária deve, durante o prazo de 
vigência da concessão, manter, a expensas suas, 
em bom estado de funcionamento, conserva-
ção e segurança os bens e meios a ela afectos, 
efectuando para tanto as reparações, renova-
ções e adaptações necessárias ao bom desem-
penho do serviço concedido.”

Por último, refi ra-se a base XI da concessão 
da RNT, relativa aos planos de investimento, 
na qual se estabelece o seguinte:

“ 1 - A concessionária deve elaborar periodi-
camente o plano de investimentos na RNT, o 
qual deve ser submetido a parecer da Entidade 
Reguladora.

2 - A concessionária deve observar na remo-
delação e expansão da RNT os prazos de exe-
cução adequados à satisfação das necessidades 
do abastecimento de energia eléctrica.”

Das referências anteriormente apresentadas 
resulta que o planeamento e o desenvolvimen-
to da RNT, que têm por base os padrões de se-
gurança do transporte, assumem um papel de 
relevo no contexto da actividade de transporte 
e, em consequência, para o sector eléctrico ao 
permitirem criar as condições necessárias para 
o exercício daquela actividade. Por esse facto, a 
ERSE subscreve a seguinte opinião emitida no 
documento objecto deste parecer:

“ A explicitação destes critérios suporta e 

valida as soluções apresentadas e as decisões 
delas decorrentes, tanto para projectos de in-
vestimento internos à própria empresa, como 
as que se relacionam com as entidades exte-
riores, em particular os produtores e consu-
midores do SEP e do SEI.”

O documento em apreciação, intitulado 
“Padrões de Segurança de Planeamento da 
RNT”, é apresentado no Anexo I, sendo rela-
tivo aos padrões de segurança do transporte a 
utilizar na preparação, pela entidade conces-
sionária da RNT, do plano de investimento 
na RNT. Na sua justifi cação e âmbito é refe-
rido que:

“ Este documento descreve os padrões de se-
gurança utilizados no planeamento da RNT 
para efeitos da simulação previsional de fun-
cionamento integrado do SEN com vista à 
manutenção de uma adequada qualidade de 
serviço no abastecimento aos clientes, numa 
óptica de minimização de custos (...)”.

Os padrões de segurança do transporte apre-
sentados no documento devem ser verifi cados 
em todas as situações típicas de funcionamen-
to previsional da RNT ao longo do horizonte 
de simulação, que corresponde ao horizonte 
do plano de investimento na RNT.

Resumem-se em seguida os padrões de se-
gurança propostos, para regime transitório e 
permanente:

Considerando todos os elementos da RNT 
disponíveis e sem qualquer tipo de restrição, 
o sistema deverá ser transitoriamente estável, 
apresentando estabilidade na 1ª oscilação, 
para os diferentes tipos de defeito e localiza-
ção descritos na tabela seguinte e ainda ser 
dinamicamente estável, com um adequado 
amortecimento das oscilações subsequentes.

PADRÕES DE SEGURANÇA DO TRANSPORTE

C. Padrões de Segurança do Transporte

Regime Transitório

Tipo de defeito 
Eliminação do defeito 

Local 
do 

defeito

Condições
iniciais Tipo 

Tempo (s) Forma 

Tempo 
morto (s)

Religação 

Trifásico 0,1 2 extremos - Não 400 kV
e

220 kV
Fase-terra 0,1 

2 extremos
monofásico

0,9 
Mal sucedida c/ abertura

trifásica definitiva 
150 kV

Sem 
restrições 

Trifásico 0,15 2 extremos - Não 
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Para os diferentes cenários, normal ou de 
contingência, os valores estabilizados da ten-
são nos barramentos e de carga nos elementos 
da RNT, não devem, salvo em situações restri-
tas resultantes de características particulares 
de equipamentos, violar os limites indicados 
nas duas tabelas seguintes:

Os cenários considerados têm as seguintes 
defi nições:

Cenário normal – no qual se consideram to-
dos os elementos da RNT disponíveis.

Contingência ‘n-1’ – no qual se considera a 
falha de um qualquer elemento da RNT.

Contingência ‘n-2’ – no qual se supõe a falha, 
simultânea ou não, de quaisquer dois elemen-
tos da RNT. Este regime não é aplicado gene-
ricamente a toda a rede, sendo apenas avalia-
dos os casos apontados na tabela seguinte:

Apresenta-se em seguida um breve historial 
do processo até à apresentação da proposta 
de parecer sobre os padrões de segurança do 
transporte.

Em Dezembro de 1999, a ERSE recebeu o 
Plano de Investimento na Rede Nacional de 
Transporte, 2000-2005, elaborado pela REN, 
para parecer. Da análise do documento, resul-
tou a solicitação à REN de esclarecimentos so-
bre um conjunto de questões, assim como do 

envio de documentos essenciais à elaboração 
do parecer sobre o Plano de Investimento, em 
particular os padrões de segurança do trans-
porte, fundamentais para enquadrar o plano e 
o parecer da ERSE.

Na resposta aos esclarecimentos solicitados, 
a REN incluiu os critérios técnicos de plane-
amento da RNT, relativos aos padrões de se-
gurança do transporte, também para parecer, 
tendo a ERSE solicitado o envio de alguns es-
clarecimentos adicionais.

Em 9 de Maio de 2000, ocorreu o incidente 
na subestação de Rio Maior, que originou uma 
interrupção total no abastecimento de energia 
eléctrica na zona sul do país. A ERSE enviou à 
REN a sua apreciação formal sobre o inciden-
te ocorrido na subestação de Rio Maior, que 
se apresenta no Anexo II, fazendo referência 
explícita à necessidade de rever os padrões de 
segurança do transporte e o Plano de Investi-
mento na RNT.

Após a resposta da REN aos esclarecimentos 
adicionais solicitados, procedeu-se à análise da 
proposta de padrões de segurança do trans-
porte apresentada pela REN, de que resultou 
o reconhecimento comum da necessidade de 
rever alguns aspectos menos elaborados.

Finalmente, em 2 de Fevereiro, a REN enviou 
à ERSE o documento “Padrões de Segurança 
de Planeamento da RNT”, que integra os co-
mentários relativos aos padrões de segurança 
do transporte apresentados pela ERSE.

No que diz respeito à estrutura do docu-
mento, os dois primeiros pontos referem-se a 
considerações gerais relacionadas com os pa-
drões. No ponto 3 são descritas as condições 
topológicas para as quais a RNT é simulada. 
Os critérios de estabilidade que o sistema deve 
cumprir em regime transitório, considerando 
todos os elementos da RNT disponíveis, são 
listados no ponto 4 e os limites de aceitabili-
dade de tensão e carga nos equipamentos em 
regime permanente no ponto 5, para as con-
dições topológicas de simulação descritas. No 

234

Regime Permanente

LIMITES DE ACEITABILIDADE DE TENSÃO 

Cenário normal Contingência ‘n-1’ Contingência ‘n-2’ 

Mínimo Máximo Mínimo Máximo Mínimo Máximo Tensão
(kV) 

kV p,u, kV p,u, kV p,u, kV p,u, kV p,u, kV p,u,

400 380 0,95 416 1,04 372 0,93 420 1,05 360 0,90 420 1,05
220 209 0,95 231 1,05 205 0,93 242 1,10 198 0,90 242 1,10
150 142 0,95 157 1,05 140 0,93 165 1,10 135 0,90 165 1,10

63 61 0,97 65 1,03 60 0,95 66 1,05 59 0,93 66 1,05

LIMITES DE ACEITABILIDADE DE CARGA
(EM % DOS VALORES NOMINAIS PARA CADA ÉPOCA DO ANO)

Cenário normal Contingência ‘n-1’ Contingência ‘n-2’ 
Linhas Linhas 

150 e 220 kV 400 kV 150 e 220 kV 400 kV
Época 

Linhas Transf, 

ant,
1992

post, 
1992

Todas

Transf, 

ant,
199

2

post, 
1992

Todas

Transf,

Verão 100% 100% 100%
120% 
(2h) 

120%
(2h) 

105% (2h) 
100
%

120% 
(2h) 

120%
(2h) 

110%
(2h)

Inverno 100% 100% 100%
120% 
(2h) 

120%
(2h) 

120% (2h) 
100
%

120% 
(2h) 

120%
(2h) 

130%
(2h)

Tipo de falha Campo de aplicação 
Linhas duplas que ponham em causa o abastecimento 
das áreas da ‘Grande Lisboa’ e do ‘Grande Porto’. Falha simultânea de dois circuitos do mesmo apoio

(contingência ‘n-2’). Qualquer outra linha dupla de mais de 35 km 
(excepto ‘antenas’). 

Falha de dois elementos quaisquer, não simultânea, 
com possibilidade de redespacho de geração e 
reconfiguração após a falha do primeiro elemento 
(contingência’n-1-1’). 

Em toda a rede de 400 kV. 
Nos autotransformadores inseridos nos eixos com 
função de grande transporte (todos os ligados nos 
400 kV). 

D. Comentários de Âmbito Geral
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ponto 6 é referida a periodicidade de revisão 
dos critérios. Finalmente, no anexo 1 são des-
critos os principais pressupostos a utilizar na 
construção dos cenários de base para as simu-
lações e no anexo 2 os casos particulares rela-
tivos a situações de cargas mono-alimentadas 
pela RNT e à análise de contingências mais 
severas.

O actual quadro regulamentar do sector eléc-
trico em Portugal continental, no contexto do 
Mercado Interno de Electricidade, introduziu 
alterações profundas no fi gurino de relacio-
namento das empresas do sector com o meio 
externo. Neste novo enquadramento, as em-
presas do sector têm o dever de disponibilizar 
um conjunto de informação alargado, bem 
como de justifi car as decisões relevantes para o 
cumprimento das suas obrigações de interesse 
económico geral.

Nesta perspectiva, o documento em apre-
ciação identifi ca de forma transparente os pa-
drões de segurança do transporte, bem como 
a metodologia e os pressupostos utilizados na 
elaboração do plano de investimento na RNT. 
Ocorrem os seguintes comentários de índole 
geral:

a) Há que distinguir entre “segurança de abas-
tecimento” e “fi abilidade de abastecimento”.

A “segurança de abastecimento” é a capaci-
dade de um sistema eléctrico satisfazer a pro-
cura, num dado momento, caso ocorra uma 
perturbação, considerando-se assegurada pelo 
cumprimento do critério “n-1”. Esta noção de 
segurança de abastecimento tem implícita a 
ideia de que a probabilidade de ocorrência si-
multânea de dois defeitos independentes con-
duzindo à saída dos respectivos elementos é 
muito pequena.

A “fi abilidade de abastecimento” é determina-
da a partir das taxas de avaria e da duração das 
avarias do equipamento que constitui o siste-
ma eléctrico. Diferentemente da segurança de 
abastecimento, ela associa intervalos de tempo 
à (dis)funcionalidade do sistema.

O planeamento de sistemas eléctricos em ge-
ral, e da rede de transporte em particular, deve 

ter em conta não apenas padrões de seguran-
ça, critério “n-1”, mas igualmente padrões de 
qualidade, como sejam índices de interrupção. 
A continuidade de abastecimento é um dos 
aspectos mais importantes da qualidade de 
serviço; planear uma rede para garantir um 
determinado nível de continuidade de serviço 
implica calcular a fi abilidade dessa rede.

Obviamente, a um dado nível de continuida-
de de serviço está associado um dado volume 
de investimentos, pelo que é necessário deter-
minar o equilíbrio mais adequado entre quali-
dade e preço.

b) De acordo com o documento apresentado, 
a metodologia utilizada no planeamento obe-
dece a uma lógica determinística, pela inserção 
de novos elementos na RNT por forma a ga-
rantir, nas simulações efectuadas, a segurança 
do funcionamento do SEN, numa óptica de 
minimização de custos. O recurso a métodos 
probabilísticos seria interessante, permitindo 
comparar de forma mais coerente o mérito dos 
investimentos necessários para evitar inciden-
tes cuja probabilidade de ocorrência seja muito 
diferente, ou associar limites de aceitabilidade 
mais alargados a incidentes com um grau de 
probabilidade de ocorrência menor. O recur-
so a métodos probabilísticos permitiria ainda 
levar em conta o envelhecimento dos equipa-
mentos instalados, aspecto de crescente rele-
vância.

c) Os padrões de segurança do transporte têm 
um impacto decisivo na segurança e na quali-
dade de serviço do abastecimento aos clientes, 
que depende da fi abilidade da cadeia produção-
transporte-distribuição. Neste sentido, a não 
adequação do nível de segurança e de qualida-
de de serviço proporcionado por estes padrões 
com o nível proporcionado pelos padrões de 
segurança da produção e da distribuição pode 
originar um elo fraco na cadeia referida, pondo 
em causa a obtenção dos objectivos pretendidos. 
Importa, por isso, enquadrar os padrões de se-
gurança do transporte, avaliando o seu grau de 
adequação à fi abilidade pretendida para a cadeia 
produção-transporte-distribuição.

PADRÕES DE SEGURANÇA DO TRANSPORTE
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d) Por forma a possibilitar uma adequada 
análise custo/benefício no planeamento da 
RNT, o documento em apreciação deveria per-
mitir a avaliação, no plano, dos níveis de inves-
timento na RNT, de segurança e de qualidade 
de serviço associados aos padrões de segurança 
propostos, assim como dos investimentos su-
plementares necessários ao cumprimento de 
padrões mais exigentes.

e) Seria ainda de interesse incluir, no docu-
mento apresentado pela REN, os padrões de 
segurança do transporte praticados em outros 
países. A comparação com a prática de outros 
países seria um complemento de reconhecido 
interesse para a justifi cação dos valores adop-
tados.

No âmbito das questões específi cas regista-se 
a harmonização dos padrões de segurança 
do transporte com a prática de exploração da 
RNT, a cargo do Gestor de Sistema, com a 
prática de exploração do sistema electropro-
dutor e com o plano de expansão do sistema 
electroprodutor do SEP, nomeadamente:

• O valor global do consumo (cargas) cor-
responde ao do cenário mais provável do 
plano de expansão.

• A colocação em serviço dos centros pro-
dutores é definida tendo em conta, por um 
lado, a prática do Gestor de Sistema e do 
Agente Comercial do SEP e, por outro lado, 
os custos variáveis previstos para o médio e 
longo prazo nos estudos do plano de expan-
são .

• A reserva girante deve respeitar os cri-
térios da UCTE, também observados pelo 
Gestor de Sistema, e ser distribuída de acor-
do com a sua prática.

• O regime de contingência ‘n‒1’, utilizado 
na prática de exploração do Gestor de Siste-
ma, é uma das condições topológicas a con-
siderar.

• Os limites de aceitabilidade de tensão e 
carga nos equipamentos correspondem aos 
estabelecidos no Manual de Procedimentos 

do Gestor de Sistema.
Note-se que, enquanto o planeamento da 

expansão do sistema electroprodutor tem 
como objectivo dimensionar a produção para 
satisfação da procura agregada, o planeamento 
do transporte tem como objectivo dimensionar 
os equipamentos da rede por forma a permitir 
a recepção da energia injectada pelos centros 
electroprodutores e a sua transmissão até aos 
centros de consumo, com adequados níveis de 
continuidade e de qualidade de serviço. Para 
tal, é necessário atribuir a cada nó da rede, ac-
tual ou futuro, uma parcela da produção ou 
do consumo, de acordo com um conjunto de 
critérios adequados ao objectivo de dimen-
sionamento dos equipamentos da rede.

Assim, na previsão de cargas atendeu-se a 
diferenças na taxa de crescimento dos consu-
mos em cada nó da rede e ao facto dos valores 
máximos do consumo em cada nó não ocor-
rerem em simultâneo.

Do lado da produção, foi considerado o seu 
grau de garantia, que está associado à fonte 
de energia e à tecnologia utilizada. A título 
de exemplo, para efeitos de dimensionamento 
da transformação mínima necessária em cada 
subestação para garantir o abastecimento dos 
consumos, considera-se que a produção eóli-
ca ligada às redes de distribuição tem garantia 
nula.

Numa perspectiva de fi abilidade do sistema, 
o pressuposto que os sistemas de comando, 
controlo e protecção desempenham correcta-
mente as suas funções carece de uma funda-
mentação mais rigorosa. Estes sistemas fazem 
parte integrante da cadeia produção-trans-
porte-distribuição contribuindo, assim, para a 
fi abilidade global do sistema. A apresentação 
de dados sobre o grau de fi abilidade verifi ca-
do para estes equipamentos poderia auxiliar 
à validação deste pressuposto. Note-se que a 
falha de determinados equipamentos pode-
rá originar interrupções de fornecimento de 
energia eléctrica cuja dimensão, mesmo con-
siderando uma probabilidade de falha muito 
reduzida, produza consequências económicas 
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que justifi quem investimentos adicionais.

Ao abrigo do n.º 2 do artigo 11.º do 
DL n.º 187/95, de 27 de Julho, com a redacção 
que lhe foi dada pelo DL n.º 44/97, de 20 de 
Fevereiro, a ERSE propõe dar parecer favo-
rável aos padrões de segurança do transporte 
estabelecidos pela entidade concessionária da 
RNT, reconhecendo o mérito e o esforço de-
senvolvidos pela REN na elaboração do docu-
mento em apreciação.

Contudo, com o objectivo de melhorar de 
forma contínua o planeamento do sector eléc-
trico, nomeadamente o da Rede Nacional de 
Transporte, a ERSE considera importante 
aprofundar alguns estudos justifi cativos dos 
padrões de segurança do transporte e salienta 
alguns aspectos que considera passíveis de se-
rem complementados:

• Considerar de forma integrada, no plane-
amento da rede de transporte, a segurança e a 
qualidade de serviço.

• Garantir a adequação do nível de segurança 
e de qualidade de serviço proporcionado por 
estes padrões com o proporcionado pelos pa-
drões de segurança da produção e da distribui-
ção de forma a preservar o nível de segurança 
da cadeia produção-transporte-distribuição.

• Integrar o recurso a critérios probabilís-
ticos que permitam comparar de forma mais 
coerente o mérito dos investimentos necessá-
rios para evitar incidentes cuja probabilidade 
de ocorrência seja muito diferente, ou associar 
limites de aceitabilidade mais alargados a inci-
dentes com um grau de probabilidade de ocor-
rência menor.

• Avaliar a segurança e a qualidade de serviço 
obtidas por via dos padrões propostos face ao 
investimento na RNT.

• Conjugar a fi abilidade dos sistemas de co-
mando, controlo e protecção da rede com os 
padrões de segurança do transporte propos-
tos.

• Apresentar os padrões de segurança do 
transporte praticados em outros países. A 

comparação com a prática de outros países se-
ria um complemento de reconhecido interesse 
para a justifi cação dos valores adoptados.

Este documento descreve os padrões de se-
gurança utilizados no planeamento da RNT 
para efeitos da simulação previsional de fun-
cionamento integrado do SEN com vista à 
manutenção de uma adequada qualidade de 
serviço no abastecimento dos clientes, numa 
óptica de minimização de custos, tendo como 
anexos as hipóteses para simulação e os casos 
especiais para validação.

O enquadramento legal (DL n° 185/95, de 
21 Julho, consolidado pelo DL n° 56/97, de 14 
de Março e respectivo anexo sobre as “Bases de 
Concessão da Rede Nacional de Transporte de 
Energia Eléctrica”) confere à REN a concessão 
da RNT e a gestão global do SEP, incluindo o 
planeamento, a construção e a exploração das 
infra-estruturas da RNT, com vista a assegu-
rar o abastecimento aos clientes do SEP com 
adequados níveis de qualidade e de continui-
dade de serviço.

A actividade da concessão compreende, em 
particular, a recepção e o transporte de ener-
gia eléctrica entre a Produção Vinculada (PV) 
e a Distribuição Vinculada (DV), bem como 
a gestão das interligações com outras redes. 
Por outro lado, quer a REN, quer a DV, de-
vem proporcionar a ligação e o acesso às suas 
redes a todos os outros utilizadores do SEN 
que a elas se pretendem ligar, desde que haja 
capacidade disponível, sem afectar os níveis 
regulamentares de qualidade de serviço e de 
segurança de abastecimento do SEP.

A REN deve, em particular, elaborar Planos 
de Investimentos da RNT de curto e médio 
prazo, os quais, de acordo com o estipulado no 
art. 15° do RARI, são submetidos ao parecer 
da Entidade Reguladora do Sector Eléctrico 
(ERSE). Estes Planos devem ser suportados 
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F. Conclusões

ANEXO 1
“PADRÕES DE SEGURANÇA DE PLANEAMENTO 
DA RNT”

1. Justifi cação e Âmbito



238

por análises técnicas quer ao nível previsional 
(e.g. cenários de evolução das cargas regionais 
e de localização de novos centros produtores), 
quer quanto à qualidade dos instrumentos e 
da metodologia usada nas simulações.

A REN é também responsável pela elabora-
ção de outros documentos como a ‘Caracteri-
zação da RNT para Efeitos de Acesso à Rede’ 
(art. 9o do RARI) e pelas análises de determi-
nação das capacidades disponíveis de interliga-
ção (art. 10° do RARI).

A concretização de qualquer uma destas ta-
refas tem por base um conjunto de padrões ou 
critérios de planeamento que devem assegurar 
coerência entre resultados e soluções adop-
tados nos Planos de Investimento da RNT e 
os objectivos de fi abilidade e de segurança na 
operação do sistema.

A explicitação destes critérios suporta e vali-
da as soluções apresentadas e as decisões delas 
decorrentes, tanto para projectos de investi-
mento internos à própria empresa, como as 
que se relacionam com as entidades exteriores, 
em particular os produtores e consumidores 
do SEP e do SEI.

A necessidade de construção de novos ele-
mentos ou a concretização de reforços em 
elementos já existentes deve ser planeada para 
datas de entrada em serviço de acordo com os 
seguintes princípios:

2.1 - Cumprimento dos critérios técnicos em 
todas as situações típicas de funcionamento 
previsional da RNT ao longo do horizonte de 
simulação.

2.2 - Consideração de outros projectos ou 
antecipações das datas limite dos projectos de-
correntes do princípio anterior, desde que isso 
se justifi que, do ponto de vista económico, por 
razões de ordenamento do território, ou por 
objectivos nacionais e comunitários de política 
energética.

Estes dois princípios defi nem outros tan-
tos níveis de actuação que devem presidir ao 
planeamento da RNT. Em primeiro lugar o 

planeamento deve reger as suas propostas de 
reforço da RNT mediante o cumprimento 
dos princípios e das regras explicitadas neste 
documento como salvaguarda do bom funcio-
namento das redes interligadas e da garantia 
da adequada qualidade no abastecimento dos 
consumos. Em segundo lugar deve ser tida em 
conta a vertente económica dos diversos pro-
jectos alternativos, privilegiando o que tem 
maior valor actual. O mesmo se aplica na iden-
tifi cação de outros projectos que, mesmo não 
justifi cados por razões estritas de cumprimen-
to das regras de segurança, possam ter valia 
técnico-económica.

Para cumprimento dos critérios técnicos 
enunciados em 2.1, os resultados da simulação 
da RNT, integrada no conjunto mais global do 
SEN, devem, em linhas gerais, cumprir os se-
guintes requisitos:

a) As variáveis eléctricas tensão e intensida-
de de corrente deverão respeitar os limites de 
aceitabilidade de gamas de tensão admissíveis 
e de carga máximas apontadas neste documen-
to (Capítulo 5.) em regime normal, em regime 
de contingência “n-l” e no número restrito de 
contingências “n-2” adiante defi nidas no Ane-
xo 2.

b) Em nenhum caso de regime normal ou dos 
regimes de contingência defi nidos na alínea an-
terior se devem verifi car cortes de consumos.

c) Para os regimes de contingência “n-2”, ad-
mite-se, no entanto, o recurso a redespachos 
de produção e reconfi gurações topológicas da 
rede, conforme referido no Anexo 2 .

No que diz respeito às cargas mono-alimen-
tadas a partir da RNT ou à capacidade de 
transformação garantida em contingência “n-1” 
nas subestações de entrega à distribuição de-
verá ser tido em conta, sempre que relevante, 
o recurso de alimentação através das redes da 
DV. A enumeração das capacidades de recurso 
consideradas será apresentada no Plano de In-
vestimentos da RNT.

A rede da REN deverá ser ensaiada nas três 
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condições de rede indicadas em seguida. Os 
resultados deverão respeitar sempre os limi-
tes de aceitabilidade de tensão e de sobrecarga 
descritos no ponto 5 deste documento.

Consideram-se todos os elementos da RNT 
disponíveis em serviço.

Considera-se a falha de um qualquer ele-
mento da RNT (linha simples, circuito de li-
nha dupla, grupo gerador, autotransformador, 
transformador, bateria de condensadores), 
devendo nos restantes, sem excepção, não se 
verifi carem violações dos critérios de tensão 
e de sobrecarga, sem qualquer redespacho ou 
reconfi guração topológica.

Supõe-se a falha, simultânea ou não, de dois 
elementos da RNT. O regime de contingên-
cia “n‒2” não é aplicado genericamente a toda 
a rede. Deverão apenas ser avaliados os casos 
apontados na tabela seguinte:

No critério proposto para a contingência 
‘n-1-1’ admite-se que, após a primeira falta, a 
segurança de funcionamento e a integridade da 
rede do SEP possam ser conseguidas com re-
curso a medidas de redespacho ou de reconfi -
guração de rede. Neste caso, pode ser vantajosa 
a tomada de medidas cautelares de instalação 
de unidades de transformação de reserva para 
garantir o cumprimento deste critério.

Considerando todos os elementos da RNT 
disponíveis e sem qualquer tipo de restrição, 
o sistema deverá ser transitoriamente estável, 
apresentando estabilidade na 1ª oscilação, para 
os diferentes tipos de defeito e localização des-

critos na tabela seguinte e ainda ser dinami-
camente estável, com um adequado amorteci-
mento das oscilações subsequentes.

Para os diferentes regimes, normal ou de con-
tingência, os valores estabilizados da tensão 
nos barramentos e de carga nos elementos da 
RNT, não devem, salvo em situações restritas 
resultantes de características particulares de 
equipamentos, violar os limites indicados nas 
duas tabelas seguintes:

A revisão dos presentes critérios poderá ser 
realizada de dois em dois anos, nos anos in-
termédios à apresentação do Plano de Investi-
mentos na RNT, por iniciativa da REN ou da 
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Situação n

Regime de contingência ‘n-1’

Regime de contingência ‘n-2’

Tipo de falha Campo de aplicação 
Linhas duplas que ponham em causa o abastecimento 
das áreas da ‘Grande Lisboa’ e do ‘Grande Porto’. Falha simultânea de dois circuitos do mesmo apoio

(contingência ‘n-2’). Qualquer outra linha dupla de mais de 35 km 
(excepto ‘antenas’). 

Falha de dois elementos quaisquer, não simultânea, 
com possibilidade de redespacho de geração e 
reconfiguração após a falha do primeiro elemento 
(contingência’n-1-1’). 

Em toda a rede de 400 kV. 
Nos autotransformadores inseridos nos eixos com 
função de grande transporte (todos os ligados nos 
400 kV). 

4. Critérios de Estabilidade

Contingência ‘n-1’ Contingência ‘n-2’ Regime ‘n’ 

Linhas  Linhas  

150 e 220 kV 400 kV 150 e 220 kV 400 kV 

Época 

Linhas Transf,
ant,1992 b) post,1992 Todas

Transf,c)

ant,1992 b) post,1992 Todas

Transf,c)

Verão 100% 100% 100% 120%(2h) 120%(2h) 105%(2h) 100% 120%(2h) 120%(2h) 110%(2h)

Inverno 100% 100% 100% 120%(2h) 120%(2h) 120%(2h) 100% 120%(2h) 120%(2h) 130%(2h)

Tipo de defeito 
Eliminação do defeito 

Local 
do 

defeito

Condições
iniciais Tipo 

Tempo (s) Forma 
Tempo 

morto (s) Religação 

Trifásico 0,1 2 extremos - Não 400 kV
e

220 kV Fase-terra 0,1 
2 extremos
monofásico 0,9 

Mal sucedida c/ abertura
trifásica definitiva 

150 kV

Sem 
restrições 

Trifásico 0,15 2 extremos - Não 

Cenário normal Contingência ‘n-1’ Contingência ‘n-2’ 

Mínimo Máximo Mínimo Máximo Mínimo Máximo Tensão
(kV) 

kV p,u, kV p,u, kV p,u, kV p,u, kV p,u, kV p,u,

400 380 0,95 416 1,04 372 0,93 420 1,05 360 0,90 420 1,05
220 209 0,95 231 1,05 205 0,93 242 1,10 198 0,90 242 1,10
150 142 0,95 157 1,05 140 0,93 165 1,10 135 0,90 165 1,10

63 61 0,97 65 1,03 60 0,95 66 1,05 59 0,93 66 1,05

5. Limites de Aceitabilidade

a) Admitem-se excepções para alguns pontos da RNT, 
nomeadamente, na zona do Douro.

b) De futuro, poderá vir a ser necessário admitir alguma 
fl exibilidade para aceitar elevações de tensão ligeiramente 
superiores.

c) Tendo em conta a actuação de tomadas de transformadores 
MAT/AT.

Limites de aceitabilidade de tensão

Limites  de  aceitabilidade  de  carga a)  
(em % dos valores nominais para cada época do ano)

a) Os valores de carga em contingência são indicativos, pois 
cada elemento possui as suas capacidades específi cas em regime 
de sobrecarga, as quais podem variar ligeiramente em relação a 
estes valores médios indicativos.

b) Como medida de simulação temporária considera-se que, 
nas linhas de 150 e 220 kV anteriores a 1992, existe a possibi-
lidade de carga até 120% em regime de contingência com uma 
duração máxima de 20 minutos, no pressuposto de que a carga 
na linha antes da contingência não era superior a 80% do seu 
valor nominal. Considera-se pois que o Gestor do Sistema dis-
põe de um intervalo de tempo de 20 minutos para actuar sobre 
o sistema no sentido de eliminar essa sobrecarga. 

c) Unidades mais antigas de transformação poderão ter valo-
res limites de carga inferiores aos indicados.

6. Revisão dos Critérios
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ERSE. Eventuais alterações no conteúdo do 
Plano que daí decorram serão concretizadas 
de acordo com as possibilidades da REN.

A previsão de cargas (potências activa e reac-
tiva) é elaborada para condições quer de carga 
máxima e de carga mínima, quer ainda em si-
tuações de carga intermédia com base no re-
gisto histórico dos últimos anos. São tratados 
separadamente os meses típicos de Inverno e 
os meses típicos de Verão.

O ponto de partida desta previsão corres-
ponde à estimativa, para o ano em curso, das 
cargas activas em cada um dos pontos de en-
trega (PdE), com base no registo histórico e 
no tratamento estatístico do comportamento 
das variáveis. O valor global daqui resultante 
refere-se à situação de simultaneidade de carga 
em todos os pontos de entrega corresponden-
do ao do cenário mais provável disponível para 
efeitos de elaboração do Plano de Expansão do 
Sistema Electroprodutor do SEP.

 Assim sendo, e numa perspectiva individual 
de cada PdE, os seus registos de carga máxima 
(ou mínima) podem atingir valores que sejam 
superiores (ou inferiores) aos que constam 
desta previsão de carga simultânea, pelo facto 
dos mesmos não estarem referidos a instantes 
síncronos com os dos outros PdE.

Este ponto de partida é ainda alvo de ajustes 
com base na informação fornecida pela DV. 
De facto, é esta entidade que fornece o detalhe 
dos valores de cargas das suas subestações de 
distribuição servidas por cada PdE, bem assim 
como as taxas de crescimento de cada uma de-
las.

O factor de potência típico de cada PdE a 
considerar para o estabelecimento das cargas 
reactivas é calculado com base nos registos 
históricos dos últimos anos e nas informações 
recolhidas junto da DV sobre as suas políticas 
futuras no que respeita à compensação daque-
le factor nas suas redes.

Do ponto de vista do planeamento, a infl uên-
cia da produção independente do SEI é incor-
porada consoante a sua natureza.

A potência deste tipo de centrais é, actual-
mente, considerada como potência garantida 
desde que a análise do seu diagrama anual de 
funcionamento permita concluir por um pa-
drão de comportamento estável.

Num futuro próximo, estabelecer-se-á um 
conjunto de regras explícitas para defi nir qual 
a potência garantida em cada PdE da RNT, 
função, nomeadamente, da natureza e núme-
ro destas centrais na área de infl uência de cada 
um daqueles pontos.

As centrais mini-hídricas, são representadas 
por um equivalente ligado a cada SE* da RNT, 
que traduz o agregado daquele tipo de produ-
ção na área de infl uência dessa subestação.

Em função da época do ano e do regime de hi-
draulicidade considerado são atribuídos facto-
res de produtibilidade face ao valor de potência 
total agregada instalada em cada equivalente. 
Este factor pode variar entre 100% para situ-
ações de forte consumo em regimes de grande 
hidraulicidade, até se anular em regimes secos, 
para cargas fora das horas de ponta.

Em função do comportamento estatístico 
destes agregados de potência mini-hídrica, 
na área de influência de cada subestação, o 
valor máximo de potência garantida poderá 
ser inferior ao somatório das potências ins-
taladas.

As centrais eólicas são representadas por 
um equivalente por SE que simula um agre-
gado coerente de toda a produção eólica na 
área de influência da respectiva SE.

Este gerador equivalente deve ser simula-
do, ou com produção nula ou até a 80% da 

240

2. Produtores Independentes

Centrais de cogeração e outras térmicas ao abrigo 
da PRE

ANEXO 1 (DOS PADRÕES)
HIPÓTESES PARA SIMULAÇÃO

1. Previsão de Cargas

Centrais mini-hídricas

Centrais eólicas

* Subestação
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sua potência nominal, com vista a avaliar o 
seu impacto nos trânsitos da RNT.

Para efeitos de dimensionamento da trans-
formação mínima necessária em cada SE, 
para assegurar o abastecimento dos consu-
mos, considera-se que a produção eólica não 
contribui com qualquer valor de potência 
garantida, no estado actual de desenvolvi-
mento deste tipo de produção.

Para efeitos da avaliação da capacidade tér-
mica dos elementos constituintes da RNT 
(em particular, linhas3, autotransformadores 
e transformadores) são assumidas duas épo-
cas do ano, Verão e Inverno, com as seguintes 
condições médias de temperatura ambiente:

Verão:   Meses de Junho, Julho, Agosto e Setem-
bro. Tamb=30 °C 

Inverno:  Meses de Dezembro, Janeiro e Feverei-
ro. Tamb=15 °C

Na óptica de planeamento, as simulações 
base da RNT têm em conta as seguintes si-
tuações típicas de funcionamento, resultan-
tes do cruzamento entre os regimes de carga 
e os de produção:

Inverno: Situações de carga de ponta, in-
termédia e de vazio cruzadas com os regimes 
hidrológicos seco e húmido.

Verão: Situações de carga de ponta, inter-
média e de vazio, para o regime hidrológico 
seco.

Para além disso são considerados os se-
guintes pressupostos nas simulações:

Os centros produtores serão colocados em 
serviço de acordo com a sua ordem de méri-
to, a qual será definida tendo em conta, por 
um lado, a prática do Gestor do Sistema e do 
Agente Comercial do SEP e, por outro lado, 
os custos variáveis previstos para o médio e 
longo prazo nos estudos de expansão de cen-

tros produtores do SEP e as características 
relevantes das centrais do SEI.

A reserva girante deve respeitar os crité-
rios da UCTE4. Em termos da sua quan-
tificação prática para efeitos de simulação 
em planeamento, o valor desta reserva deve 
corresponder à potência do maior grupo em 
serviço, distribuída de acordo com a prática 
do Gestor do Sistema.

Para a análise de trânsitos máximos na 
RNT deve ser sempre considerado indispo-
nível um dos grupos mais potentes instala-
dos no SEN, na localização mais desfavorá-
vel consoante as condições de carga/situação 
hidrológica da RNT a ser ensaiada.

As redes base devem ser de saldo global 
nulo. Deverão igualmente ser simuladas 
situações de rede que permitam garantir 
a manutenção de valores mínimos de ca-
pacidade de importação de 700 MW em 
Inverno e de 600 MW de Verão e de cer-
ca de 2/3 desses valores para exportação. 
Estes valores - que se afiguram adequados 
actualmente - deverão ser periodicamente 
actualizados.

Em todas as situações de simulação, para 
efeitos de Planeamento, pressupõe-se que os 
sistemas de comando, controlo e protecção e 
bem assim os sistemas de comunicações que 
asseguram as suas funcionalidades efectuam 
correctamente a eliminação dos defeitos que 
surgem na RNT. Esta hipótese baseia-se no 
facto de, quase sem excepção, ser bastante 
mais económico alterar ou melhorar a resposta 
destes sistemas, se necessário através da subs-
tituição de equipamentos, da duplicação ou 
redundância acrescida de funções ou ainda da 
introdução de novas funcionalidades, do que 
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3. Condições de Temperatura

4. Planos de Geração e de Cargas

3 Para o caso de cálculo da capacidade térmica das linhas eléctricas aéreas consideraram-se os seguintes dados: 
   Radiação solar = 1000 W/m2 Velocidade do vento = 0,6 m/s
   Coefíciente de absorção solar = 0,5 Poder emissivo do condutor em relação ao corpo negro = 0,6
4 Union for the Co-ordinator of Transmission of Electricity

Colocação dos centros produtores

Reserva girante

Indisponibilidades

Importação/Exportação

5. Sistemas de Comando, Controlo e Protecção
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fazer reforços na RNT.
Acrescenta-se que, de facto, os sistemas de 

protecção têm níveis de recurso, alguns deles 
por duplicação de protecções para uma mes-
ma função e, noutros casos, por existência de 
funções que entre outros objectivos funcionam 
como recurso perante falhas, de outras pro-
tecções. Este facto, e admitindo uma correcta 
actuação a nível de acompanhamento e manu-
tenção destes sistemas, permite sustentar a po-
sição expressa no parágrafo anterior, por tor-
nar bastante improvável uma falha global do 
sistema de protecções que leve a disparos não 
selectivos mais ou menos alargados geografi ca-
mente para eliminação de um defeito.

Algumas situações de funcionamento incor-
recto destes sistemas poderão, no entanto, ser 
consideradas nas análises referidas no ponto 2 
do Anexo 2.

As  ‘antenas’ e casos equivalentes de liga-
ções em ‘T’ para alimentação de cargas ou de 
transformadores únicos em subestações são 
aceitáveis temporariamente desde que qual-
quer falha de alimentação pela RNT possa ser 
compensada, em tempo adequado, por recurso 
integral pela rede da DV, ou seja, desde que:

- A reposição dos consumos possa ser efectu-
ada por telecomando das redes de AT da DV, 
o que, em princípio, é conseguido num curto 
intervalo de tempo. 

- A carga servida não ultrapasse um limite 
máximo de ponta que se encontra fi xado em 
70 MW, sem prejuízo de eventuais excepções 
sustentadas por uma análise técnico económi-
ca que, nomeadamente, deverá ter em conta a 
fi abilidade da própria alimentação da RNT e 
a efi cácia de disponibilização de recurso por 
parte da DV.

Do ponto de vista da qualidade de serviço 
é desejável que este recurso seja tão rápido 
quanto possível, idealmente instantâneo. No 

entanto, na prática nem sempre isso é conse-
guido, pois a disponibilização do recurso está 
muitas vezes condicionada a actuações prévias 
de reconfi guração da rede de AT da DV, cuja 
efi cácia e rapidez dependem não só do número 
e complexidade das manobras, como também 
do grau de automatização e telecomando das 
ordens de actuação. 

Nas zonas da Grande Lisboa e do Grande 
Porto, na ausência de indisponibilidades, terá 
sempre que haver garantia ‘n-1’ permanen-
te para os consumos abastecidos pela RNT. 
Entende-se que para atingir este objectivo se 
possa recorrer a esquemas conjuntos entre as 
redes de Transporte e de Distribuição.

Deverão ser analisados casos especiais de con-
tingências mais severas como a perda simultâ-
nea de quaisquer dois elementos da RNT, a 
perda de todos os circuitos num determinado 
corredor ou a perda de um barramento de uma 
subestação, na presença ou não de um defeito 
trifásico simétrico eliminado em 1º escalão. 

Assume particular importância a verifi cação 
das consequências da perda de um barramen-
to nas zonas críticas (rede de 400 kV e zonas 
de abastecimento da Grande Lisboa e Grande 
Porto), situações estas que serão periodica-
mente simuladas, pelo menos de 4 em 4 anos.

Em qualquer um destes casos deverá ser evi-
tado o risco, quer de instabilidade global do 
sistema, quer de colapsos de tensão de zonas 
extensas ou importantes do sistema.

Apenas se admitem eventuais instabilidades 
limitadas espacialmente ou perdas de grupos 
que fi quem isolados em antena ou em peque-
nas “ilhas” do sistema. No que respeita a colap-
sos de tensão apenas se admitem perdas de zo-
nas ou nós da rede geografi camente limitados 
no sistema.

Não se pretende que, por regra, sejam toma-
das medidas de investimento que eliminem 
na totalidade as consequências destas situa-
ções de contingência mais severa, o que seria 
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proibitivo do ponto de vista económico. As 
conclusões que daqui se extraem deverão ser 
ponderadas no sentido de infl uenciar algumas 
decisões de planeamento com o objectivo de 
minorar as consequências, dentro do possível, 
ou de alertar a exploração para a necessidade 
de elaborar medidas de limitação dessas mes-
mas consequências.

De acordo com a legislação, um dos objecti-
vos que a ERSE deve visar é “contribuir para 
a progressiva melhoria das condições técnicas, 
económicas e ambientais de funcionamento 
dos meios a utilizar desde a produção até ao 
consumo da energia eléctrica”, competindo lhe, 
no âmbito do SEP, “verifi car a integral aplica-
ção do Regulamento da Qualidade de Serviço”. 
Embora o referido regulamento não estivesse 
publicado em 9 de Maio de 2000, entendeu 
a ERSE que o incidente ocorrido nessa data, 
pela sua gravidade, deveria ser objecto de cui-
dadosa análise.

A análise efectuada tem como suporte docu-
mental o relatório enviado à ERSE intitulado 
“Falta de energia na zona sul de Portugal no 
dia 9 de Maio de 2000”, complementado pela 
edição especial do boletim “Interligações” inti-
tulada “Interrupção do fornecimento de ener-
gia eléctrica no dia 9 de Maio”, ambos elabo-
rados pela REN – Rede Eléctrica Nacional, 
S. A.. Foram objecto de análise a sequência de 
eventos, desde o início de incidente até à re-
posição de serviço, e as medidas tomadas, bem 
como as propostas, constantes do relatório.

A concessão da RNT tem por objecto a ges-
tão técnica global do SEP e a exploração, em 
regime de serviço público, da RNT, bem como 
a construção das infra-estruturas que a inte-
gram. Estas actividades exercem-se com recur-
so a equipamentos e meios complexos, desde o 
projecto à exploração, existindo um risco não 

nulo de ocorrência de erros técnicos. Para fa-
zer face a ocorrências anómalas com impacte 
directo sobre os consumidores de energia eléc-
trica, deve a entidade concessionária da RNT 
estar dotada de planos de gestão de crise que 
prevejam as formas de actuação e de comuni-
cação mais adequadas.

Apresenta-se em seguida a sequência das 
principais ocorrências que, de acordo com o 
relatório recebido, estiveram na origem da in-
terrupção de fornecimento, desde o instante 
inicial, correspondente às 22:17:13:182 do dia 
9 de Maio de 2000:

0,00    Defeito monofásico na fase 4 da linha 
Recarei - Rio Maior I;

0,07   Ordem de disparo do disjuntor da 
fase 4 nos dois extremos da linha, correc-
tamente executada em Recarei, enquan-
to em Rio Maior a ordem não chegou 
ao disjuntor, permanecendo o defeito 
alimentado;

≈    A não abertura do disjuntor em Rio  
            Maior provocou a actuação da protecção 

de falha de disjuntor da subestação, a 
qual deveria separar os barramentos de 
400 kV e eliminar o defeito por abertu-
ra dos disjuntores dos circuitos ligados 
ao mesmo barramento da linha onde 
se localizava o defeito; para esse efeito, 
emitiu ordem de abertura ao disjuntor 
inter-barras, que a não recebeu, perma  
necendo fechado;

0,91   Religação da fase 4 da linha Recarei - 
Rio Maior I, em Recarei;

0,96    Disparo trifásico defi nitivo da linha 
Recarei - Rio Maior I, em Recarei, devi-
do ao defeito persistir;

1,87 a 9,19     Disparos em sucessão de todas  
           as linhas confl uentes a Rio Maior.

Com o disparo destas linhas, a subestação de 
Rio Maior fi cou desligada do sistema eléctrico, 
tendo a ligação eléctrica entre a zona a sul de 
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Rio Maior e o restante sistema eléctrico fi cado 
assegurada unicamente pelo eixo de 150 kV 
Zêzere – Porto Alto/Sacavém – Palmela.

A zona a sul de Rio Maior, por essa al-
tura, apresentava um consumo de cerca de 
1800 MW e uma produção de cerca de 
900 MW, de três grupos da central de Sines. 
Assim, resultou um  trânsito de 900 MW na-
quele eixo de 150 kV, cuja capacidade de trân-
sito de energia é da ordem de 390 MW, o que 
provocou o disparo por sobrecarga das linhas 
do eixo referido e um colapso de tensão e de 
frequência na zona a sul de Rio Maior, com a 
consequente interrupção do fornecimento de 
energia eléctrica.

O relatório da REN não esclarece sufi cien-
temente a sequência dos acontecimentos rela-
cionados com o disparo das linhas do eixo de 
150 kV Zêzere – Porto Alto/Sacavém – 
Palmela. O registo cronológico, anexo 7 do 
relatório, também não ajuda a esclarecer, apa-
recendo algumas sinalizações repetidas de 
abertura e fecho da linha Zêzere – Porto Alto, 
em Porto Alto, e relativas ao grupo 3 de Sines. 
De acordo com esclarecimentos adicionais so-
licitados para o efeito, aquele grupo terá dis-
parado por actuação da protecção de máxima 
intensidade, antes da separação de redes, em 
resultado do afundamento de tensão.

A dimensão do incidente fi cou a dever-se à 
ocorrência sucessiva de duas anomalias:

1.  Não abertura do disjuntor da linha Reca-
rei – Rio Maior I em Rio Maior

Esta anomalia foi causada por, durante tra-
balhos de substituição de cabos de comando e 
sinalização na referida linha, ter ocorrido um 
contacto acidental que alterou, incorrectamen-
te, o estado da sinalização da posição do sec-
cionador de linha para aberto.

A fi delidade desta sinalização é crítica para a 
actuação das protecções das linhas na subesta-
ção de Rio Maior, já que a ordem de disparo 

só é transmitida ao disjuntor de linha quando 
a posição do seccionador de linha é sinalizada 
no estado de fechado.

O relatório propõe uma acção de auditoria 
aos procedimentos para trabalhos em baixa 
tensão, a realizar no curto prazo (um ano).

2. Não actuação da protecção de falha de 
disjuntor

Esta anomalia foi causada pela defi ciência 
de uma ligação nos circuitos da protecção, na 
altura desconhecida, que impediu que as or-
dens da protecção de falha de disjuntor fossem 
transmitidas ao disjuntor inter-barras.

A protecção de falha de disjuntor entrou em 
serviço em 1984, cinco anos após a entrada em 
exploração da subestação, e nunca foi solicita-
da a sua actuação. A importância da subesta-
ção foi alegadamente apontada como factor de 
impedimento à realização de ensaios reais.

O relatório apresenta nas conclusões uma 
acção imediata de correcção dos circuitos da 
protecção de falha de disjuntor na subestação 
de Rio Maior, na qual se prevê também a in-
trodução de novos critérios de validação das 
ordens de disparo desta protecção.

É proposta, ainda, uma acção de ensaios 
sobre o conjunto das cablagens e sistemas de 
protecção das subestações que, até hoje, não 
tenham sido chamados a actuar, a realizar no 
curto prazo (um ano) e com prioridade para 
as subestações que constituem os nós mais im-
portantes da rede de transporte.

A sinalização do seccionador de linha repor-
tava-o no estado de aberto, tendo-se criado 
uma situação em que, por um lado, a linha é 
considerada desligada (por efeito da sinaliza-
ção incorrecta do seccionador de linha, aber-
to, e da sinalização correcta do seccionador de 
by-pass, aberto) e, por outro, as protecções 
principal e de reserva da linha detectam um 
defeito e elaboram ordem de disparo.

O facto da sinalização dos seccionadores 
abertos ter como consequência o bloqueio da 
transmissão da ordem de disparo ao disjuntor 
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afi gura-se como uma inversão de prioridades, 
com a sinalização do estado dos seccionado-
res a impor-se a uma ordem de disparo por 
detecção de defeito na linha, provocando uma 
situação de falha de disjuntor. Além disso, a 
falta de meios de validação do estado das sina-
lizações compromete a fi abilidade do sistema, 
que assenta numa fi losofi a de redundância das 
protecções.

A protecção de falha de disjuntor constitui 
o segundo escalão de protecção, cuja actuação 
nunca foi solicitada em 16 anos de serviço. Esta 
protecção dá ordem para separar os barramen-
tos, de 400 kV neste caso, e desligar todos os 
circuitos ligados no barramento onde está a li-
nha com defeito. A ordem não foi transmitida 
ao disjuntor inter-barras e, em consequência, 
a protecção não desligou os circuitos que ali-
mentavam o defeito. O defeito foi fi nalmente 
eliminado por actuação do terceiro escalão de 
protecção, que consiste no disparo de todas as 
linhas que podem alimentar o defeito.

Na reposição de serviço foram também ob-
servadas algumas falhas, designadamente no 
telecomando da subestação de Évora. O actual 
número de equipas de intervenção vem colocar 
uma tónica cada vez mais acentuada na fi abi-
lidade dos sistemas de telecomando remoto e 
nas suas facilidades de teste e auto-diagnósti-
co.

A leitura do relatório indicia que terão sido 
assumidos alguns riscos durante a reposição, 
nomeadamente a ocorrência de sobretensões 
por religação das redes em vazio. Neste sen-
tido, está prevista uma acção a médio prazo 
(dois anos) de conclusão da instalação de dis-
positivos de corte de tensão zero nas subes-
tações de Rio Maior, Palmela e Sines, por ser 
reconhecido que a existência destes automatis-
mos se pode revelar muito importante para a 
segurança de uma reposição deste tipo.

A reposição de serviço, analisada no ponto 

anterior, é pouco desenvolvida no relatório. 
A título de exemplo, salienta-se a ausência de 
informação sobre os tempos de interrupção e 
sobre a energia não fornecida nos pontos de 
entrega da RNT afectados pelo incidente. A 
consulta desta informação foi possível no bo-
letim “Interligações”, o qual apresenta ainda 
exemplos relativos à reposição de serviço em 
incidentes semelhantes ocorridos em outros 
países.

Não é feita menção ao serviço de funciona-
mento em modo ilha (îlotage) na central de 
Sines, cuja actuação poderia ter permitido a 
reposição do fornecimento de energia em rede 
separada a uma área importante e contribuído 
para uma maior rapidez na reposição do sis-
tema.

Uma referência ainda ao plano de deslastre. 
Como foi referido a propósito da interrupção, 
ocorreu um colapso de frequência e de tensão. 
Assim, além da revisão do plano de deslastre 
frequencimétrico, acção prevista para realizar a 
curto prazo, deveria também ser equacionado 
o interesse de introduzir um plano de deslastre 
por mínimo de tensão.

a) Resolução do problema que esteve na ori-
gem da não actuação das protecções de linha.

b) Correcção dos circuitos de protecção da 
falha de disjuntor na subestação de Rio Maior 
e introdução de novos critérios de validação 
das ordens de disparo desta protecção.

c) Análise aprofundada ao caso da subesta-
ção de Évora.

d) Análise detalhada a todas as outras ano-
malias, de menor importância.

As medidas imediatas, por estarem direc-
tamente ligadas às causas, foram comentadas 
anteriormente, não carecendo de comentários 
adicionais.

a) Realização, nas subestações, de ensaios 
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sobre o conjunto das cablagens e sistemas de 
protecção das subestações que, até hoje, não 
tenham sido chamados a actuar, com priori-
dade para as que constituem os nós mais im-
portantes para o transporte.

b) Revisão do plano de deslastre frequenci-
métrico, à luz da actual e futura estrutura da 
RNT, e ensaios de todos os relés instalados.

c) Auditoria aos procedimentos para traba-
lhos nos circuitos de baixa tensão.

Relativamente à primeira medida proposta, 
conviria esclarecer o tipo de testes habitual-
mente efectuados para assegurar o correcto 
funcionamento do sistema de protecções, 
quer de natureza periódica quer após inter-
venções de vulto ao esquema eléctrico da 
subestação. O relatório refere, no anexo 9, 
duas intervenções desta natureza, relativas à 
entrada em serviço da linha Riba d’Ave – Rio 
Maior (actual Recarei – Rio Maior I) e da li-
nha Recarei – Rio Maior II.

Relativamente à segunda medida, referem-
se os comentários apresentados no penúltimo 
parágrafo do ponto anterior. Assim, além da 
revisão do plano de deslastre frequencimétri-
co, deveria também ser equacionado o inte-
resse de introduzir um plano de deslastre por 
mínimo de tensão.

Relativamente à terceira medida, poderia 
prever-se uma acção prévia, no sentido de 
averiguar, de imediato, se os procedimentos 
adoptados estavam conformes com os preco-
nizados para este tipo de intervenção, após 
o que se passaria à acção de auditoria com o 
objectivo de aperfeiçoar os procedimentos a 
seguir.

a) Conclusão da instalação de dispositivos de 
corte de tensão zero nas subestações de Rio 
Maior, Palmela e Sines.

b) Eliminação das ligações em “T”, existentes 
ou planeadas, para a RNT.

A primeira medida é resultante da análise da 
reposição de serviço, ponto onde foi devida-
mente comentada.

A segunda medida surge aparentemente fora 
de contexto, carecendo de justifi cação.

A dimensão do incidente pode ser atribuída, 
fundamentalmente, à não actuação do disjun-
tor da linha Recarei – Rio Maior I na subesta-
ção de Rio Maior, agravada pela não actuação 
do disjuntor inter-barras dos 400 kV.

A não actuação do disjuntor da linha Recarei 
– Rio Maior I resultou deste não ter recebi-
do a ordem de disparo, devido à sinalização 
de aberto dos seccionadores de linha e de 
by-pass. Caso esta incongruência, face à exis-
tência de trânsito na linha, tivesse sido detec-
tada em tempo útil, este incidente poder-se-ia 
ter limitado a um disparo monofásico em am-
bos os extremos, com religação.

A não actuação do disjuntor inter-barras re-
sultou de falha na transmissão da ordem de 
abertura, proveniente da protecção de falha de 
disjuntor. A actuação correcta desta protecção 
poderia, ainda assim, ter evitado a interrup-
ção do fornecimento de energia, confi nando a 
extensão do incidente ao disparo adicional de 
alguns circuitos da RNT.

A sua não actuação deve, em nossa opinião, 
ser atribuída a não estar prevista, nos critérios 
de actuação da protecção, a eventualidade da 
não abertura do disjuntor inter-barras. A cor-
recção desta lacuna deverá ser contemplada 
nos novos critérios a introduzir de imediato, os 
quais foram objecto de comentário na análise 
das causas imediatas. De igual modo, poderia 
ter interesse prever que, caso o disjuntor inter-
barras não actue, seja dada ordem de disparo 
aos disjuntores de todos os circuitos ligados no 
mesmo nível de tensão da linha com defeito. 
Neste caso, teriam sido desligados apenas os 
400 kV da subestação de Rio Maior, fi cando 
em serviço as linhas de 220 kV, o que poderia 
ter evitado a interrupção do fornecimento de 
energia eléctrica aos clientes.

É de salientar que, nas instalações da REN 
mais recentes de 400 kV, é utilizada uma fi -
losofi a de projecto conhecida por “disjuntor e 
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meio”, a qual garante um maior nível de segu-
rança na resolução de situações análogas à que 
esteve na origem deste incidente – falha conse-
cutiva de dois escalões de protecção.  Nos prin-
cipais nós dos sistemas eléctricos europeus, a 
arquitectura do tipo da utilizada na subestação 
de Rio Maior foi há muito abandonada, em fa-
vor de arquitecturas mais fi áveis.

O relatório apresentado analisa, de uma for-
ma aprofundada, as causas técnicas do inci-
dente. Reconhece-se o esforço que representa 
elaborar um relatório desta natureza, salien-
tando-se a difi culdade de concentrar e validar 
toda a informação necessária para o efeito. No 
entanto, dada a importância e repercussões do 
incidente em causa, teria sido do interesse da 
própria REN apresentar um relatório elabora-
do por uma entidade independente e com um 
nível de detalhe mais aprofundado, nomeada-
mente das questões estruturais, organizacio-
nais e procedimentais.

Seria igualmente útil a realização de uma ses-
são técnica que permitisse discutir com espe-
cialistas do sector, nomeadamente de âmbito 
universitário, os aspectos estritamente técni-
cos.

Refi ra-se que, desde a origem do incidente 
até à reposição de serviço, foram identifi cados 

processos acerca dos quais devem ser analisa-
dos os seguintes aspectos importantes, não re-
feridos no relatório:

• adequação dos procedimentos adoptados 
face aos preconizados (trabalhos nos circuitos 
de baixa tensão e reposição de serviço);

• verifi cação dos procedimentos preconiza-
dos, no sentido de evitar a ocorrência dos erros 
identifi cados;

• procedimentos de verifi cação e ensaio de 
circuitos que não podem ser sujeitos a ensaios 
reais (protecção de falha de disjuntor);

• procedimentos de verifi cação periódica, ou 
após alterações, dos equipamentos (protecção 
de falha de disjuntor e telecomando remoto de 
instalações);

• revisões e actualizações dos procedimentos 
e respectiva periodicidade;

• formação contínua e actualização de conhe-
cimentos dos operadores (incidentes e reposi-
ção de serviço);

• metodologia de análise das causas dos in-
cidentes e integração das conclusões dessas 
análises nos procedimentos de operação e ma-
nutenção.

Face ao exposto, deve a REN proceder com 
urgência à revisão das propostas anteriormen-
te apresentadas à ERSE relativamente aos pa-
drões de segurança do transporte e ao plano de 
investimentos da RNT.
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Este trabalho é um resumo de uma dissertação 
para a obtenção do grau de mestre em Economia 
e Política da Energia e do Ambiente, pelo ISEG/
UTL, datada de Maio de 2002.

Tal como no passado a consciência relativa às 
questões sociais ganhou relevância, hoje as ques-
tões ambientais começam a ser consideradas um 
parceiro das outras políticas, assumindo o seu 
carácter de horizontalidade. O sector energético, 
tanto mais porque está entre os principais respon-
sáveis por muitos dos actuais problemas ambien-
tais, tais como a acidifi cação ou o aquecimento 
global e consequentes alterações climáticas, não 
pode ser excepção. Dentro do sector energético en-
contra-se o eléctrico, foco deste trabalho, responsá-
vel em Portugal por cerca de 50% das emissões de 
SO2 e 30% das emissões de CO2.

Neste trabalho identifi cam-se diversas soluções 
que permitem melhorar o desempenho ambien-
tal do sector eléctrico, tais como a utilização de 
determinados combustíveis, o aproveitamento de 
energias renováveis, a instalação de medidas de 
fi m-de-linha ou a adopção de políticas de gestão 
da procura. A gestão da procura, cujo objectivo 
é alterar o padrão de consumo (diminuindo-o ou 
deslocando-o no tempo), apresenta na maioria 
das situações vantagens económicas para o consu-
midor. Apesar disso, é conhecido um conjunto de 
obstáculos a este tipo de medidas, destacando-se 
os problemas de informação, a “prioridade” dada 
a outras utilizações do capital e a diferente di-
mensão e estrutura entre a oferta e a procura. As 
soluções também são conhecidas, mas para terem 
sucesso necessitam de apoios fi nanceiros. Onde re-
colher estes fundos?

Neste trabalho sugere-se um esquema de fi nan-
ciamento, gerido pelo regulador do sector, em 
que os fundos são recolhidos através das tarifas 
de energia eléctrica e entregues pelo regulador a 
uma outra instituição, especialista em questões 
de gestão da procura, que seleccionaria projectos 
envolvendo medidas de utilização racional da 
energia no lado da procura. São ainda ensaiadas 
duas soluções para recolha destes fundos: encargo 
volumétrico físico ($/kWh) e encargo fi xo ($/
cliente), tendo sido feita uma análise em termos 
de infl uência no preço médio de diversos tipos de 
clientes.

O tema ambiente tem vindo gradualmente 
a ganhar importância, começando a nossa so-
ciedade a aperceber-se que não é mais possível 
continuar a consumir os recursos ao ritmo que 
se tem verifi cado desde a revolução industrial, 
nem continuar a exercer uma pressão sobre os 
ecossistemas muito superior ao que estes po-
dem suportar. De complexidade superior são 
as questões de âmbito global, como as altera-
ções climáticas. É difícil aceitar que os povos do 
hemisfério Sul estejam sujeitos a catastrófi cos 
fenómenos climatéricos cuja responsabilidade 
é, cada vez com menos incerteza, atribuível aos 
do outro hemisfério, mais poluidor.

O sector energético é responsável por diver-
sos problemas ambientais, tais como a acidi-
fi cação e o aquecimento global, com impacte 
ao nível das alterações climáticas. Este sector 
(transportes incluídos) é hoje responsável, em 
Portugal, por cerca de dois terços das emissões 
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de gases de efeito de estufa, tendo ainda con-
tribuído com perto de 90% para o aumento 
registado entre 1990 e 1999 do total de emis-
sões deste tipo de gases. O sub-sector eléctri-
co, mais concretamente a produção, transporte 
e distribuição de energia eléctrica, é um dos 
principais sub-sectores do sector energético.

É hoje indispensável que as preocupações e 
a sensibilidade para estas questões estejam 
presentes em qualquer política sectorial, não 
constituindo a energética uma excepção. Tal 
como no passado as questões sociais ganha-
ram relevo nas sociedades ditas ocidentais, o 
mesmo começa já a suceder para as questões 
ambientais.

Centremo-nos agora no sector eléctrico, alvo 
deste trabalho. Que medidas ou acções podem 
ser tomadas para que se tenha em conta a pro-
blemática ambiental? Quais as soluções? Como 
em quase tudo, uma coisa é certa, as soluções 
são diversas, não são exclusivas e necessitam de 
se articular e ter coerência, para que formem 
um todo, com objectivos alinhados. Para o sec-
tor eléctrico, a actuação pode começar por um 
correcto planeamento, onde o lado da procura 
deve ter um papel activo, devendo procurar-
se tornar os sistemas mais efi cientes, ou seja, 
procurar que o consumo seja mínimo para um 
determinado nível de saída. A par destas me-
didas, devem adoptar-se práticas e tecnologias 
que minimizem os impactes ambientais do 
sector, recorrendo a formas de energia menos 
poluentes e utilizando as melhores técnicas 
disponíveis.

É interessante verifi car que o Programa E4 
prevê um conjunto de iniciativas diversas, com 
a preocupação de reforçar uma visão integrada 
e coerente.

A gestão da procura é uma das áreas em que 
a difi culdade de actuação é maior e onde não 
têm sido visíveis grandes acções, para além da 
tradicional diferenciação horária implícita nos 
tarifários de energia eléctrica. Se, em termos 
ambientais, esta parece ser uma das melho-
res soluções, porque tem tido pouca aplicação 
prática? Porque se tem investido mais noutras 

áreas, como as energias renováveis ou as tecno-
logias de fi m de linha? Como orientar as aten-
ções para a gestão da procura? É a busca de 
resposta a estas questões o principal estímulo 
para este trabalho.

Muito já foi dito sobre gestão da procura. Ha-
verá algo de novo a dizer? É verdade que mui-
tas causas do “insucesso” da gestão da procura 
estão já identifi cadas e analisadas. No entanto, 
é também verdade que o sector eléctrico tem 
vindo a sofrer signifi cativas transformações, re-
sultantes em grande parte da sua liberalização 
crescente. Novos agentes surgiram, os agentes 
tradicionais mudaram “a maneira de pensar”, 
a regulação independente ganhou o seu lugar. 
Tendo em conta esta nova envolvente, qual po-
derá ser o papel da regulação do sector eléctri-
co no incentivo à gestão da procura?

Sintetizando, o objectivo deste trabalho é 
apontar pistas para que o regulador do sector 
eléctrico tenha uma atitude mais activa na defi -
nição de políticas incentivadoras da promoção 
da gestão da procura. Portugal Continental é 
analisado como caso estudo, nomeadamente o 
papel a desempenhar pela Entidade Regulado-
ra do Sector Eléctrico (ERSE)

Para além de muitos outros impactes am-
bientais de âmbito geográfi co mais restrito, o 
sector eléctrico português é hoje responsável 
por cerca de 50% das emissões de SO2 e 20% 
das emissões de NOx, ambos responsáveis pelo 
fenómeno da acidifi cação, bem como por cerca 
de 30% das emissões de CO2, o principal gás 
de efeito de estufa. No actual cenário de cresci-
mento económico estima-se um aumento das 
emissões de gases de efeito de estufa de 46%, 
relativamente a 1990 (CEEETA et al, 2001), 
superior aos 27% permitidos para Portugal, o 
que não tornaria possível o cumprimento do 
Protocolo de Quioto.

As consequências da liberalização em ter-
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mos ambientais são ainda difíceis de prever 
(Heydlauff , 1999). No entanto, é certo que 
num mercado concorrencial o Estado, ou um 
regulador, deve desempenhar um papel fun-
damental na criação de mecanismos que per-
mitam aos agentes “internalizar” as questões 
ambientais e contribuir para uma maior sensi-
bilização e divulgação da informação. 

Por outro lado, a sociedade está hoje mais 
atenta e receptiva às questões ambientais, pelo 
que um regulador terá de gerir um conjunto de 
restrições ambientais.

Os impactes ambientais associados ao sector 
eléctrico enquadram-se no capítulo das exter-
nalidades da teoria económica. Mais não são 
do que custos suportados pela sociedade que 
resultam da relação produtor/consumidor. Há 
então espaço e racionalidade económica para 
uma intervenção do Estado ou de um regula-
dor. Esta intervenção também tem custos que 
devem ser inferiores aos benefícios resultantes 
da intervenção, caso contrário não há raciona-
lidade económica.

A intervenção acima referida pode ser efectu-
ada por diversas entidades e tomar várias for-
mas. Neste trabalho não se analisou este tema. 
Tão somente se discutiu qual pode ser o papel 
do regulador do sector eléctrico nesta área, 
necessário desde logo dada a estrutura de mo-
nopólio natural de algumas das actividades do 
sector. Conclui-se que o regulador deve ter em 
consideração as restrições ambientais impos-
tas por outros, tais como tectos de emissões 
atmosféricas ou restrições a traçados de linhas, 
e deve ainda, na sua regulação específi ca, dar 
sinais aos agentes que induzam comportamen-
tos que conduzam a uma melhoria do desem-
penho ambiental do sector.

Que comportamentos ou medidas são estas? 
São vários os caminhos e não é necessário es-
colher um só. Antes pelo contrário. Devem 
conjugar-se tanto as medidas do lado da pro-
cura, como as medidas do lado da oferta, assim 
como as de “fi m de linha” com as de “montante” 

ou redução na fonte. Há espaço para incenti-
var a implementação das melhores técnicas 
disponíveis, para a produção recorrendo a 
fontes menos poluentes (como as renováveis) 
e, acima de tudo, para tornar os sistemas mais 
efi cientes.

Poucas dúvidas podem restar de que, em 
termos ambientais, a melhor solução é evitar 
o desperdício, ou seja, diminuir os consumos 
energéticos, mantendo constante o nível de sa-
ída, tornando os sistemas energeticamente me-
nos intensivos. É certo que nem sempre isto é 
verdade. Somente com uma análise de ciclo de 
vida, que tenha em consideração os impactes 
ambientais em todo o ciclo do produto ou sis-
tema, ou seja, “desde o berço à cova”, é possível 
ter uma visão mais correcta. No entanto, tra-
tam-se de estudos complexos e sempre sujeitos 
a um elevado conjunto de pressupostos.

No sector energético, esta actuação no lado 
da procura denomina-se gestão da procura. 
Conclui-se ainda no trabalho que apesar de 
o consumidor ter benefícios económicos com 
este tipo de medidas, não se trata de práticas 
habituais. Será que o consumidor não “conhe-
ce” a teoria económica relativa ao consumidor, 
será que não se comporta racionalmente? Ve-
rifi cou-se que existe um conjunto de factores, 
esses sim não considerados no modelo mais 
simples da teoria clássica do consumidor, que 
explicam o relativo insucesso do DSM. Tra-
tam-se de problemas de informação, internos à 
empresa, não se comportando como um todo, 
mas sim como a soma de outros agentes com 
interesses distintos, tendo sido dado o exemplo 
dos diversos departamentos de uma indústria, 
aos quais se junta a falta de informação sobre 
DSM. A par da informação, há uma questão 
de “prioridades”, uma vez que se para a oferta 
a “prioridade” é vender energia, para a procura 
a “prioridade” não é de todo comprar energia, 
mas sim exercer uma determinada activida-
de económica ou, no consumidor doméstico, 
atingir determinado nível de conforto. Deve 
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ainda ser referida a diferença de dimensão en-
tre a oferta e a procura. A procura é mais vasta 
e mais diversifi cada. Será o comportamento de 
um consumidor doméstico português igual ao 
comportamento de um consumidor dinamar-
quês? Este poderia ser um tema de discussão 
na área das ciências sociais.

A resposta à última questão colocada seria 
justifi cação sufi ciente para mostrar que as me-
didas para incentivo à gestão da procura não 
possam ser também iguais. Analisaram-se os 
seguintes tipos de medidas: campanhas de in-
formação – para que os agentes estejam mais 
informados, conheçam bons exemplos, e con-
siderem nas suas escolhas a questão da efi ciên-
cia energética; rotulagem – sendo a efi ciência 
uma característica pouco “visível” num equipa-
mento, serve este tipo de medidas para mos-
trar ao consumidor que tipo de equipamento 
está a adquirir; regulamentação de mínimos 
de efi ciência – não permitir que determina-
dos equipamentos ou instalações tenham um 
desempenho energético abaixo de um deter-
minado patamar; promoção de campanhas 
de instalação – podem ser de diversos tipos 
e promovidas por vários agentes; intervenção 
nos preços – da própria energia ou dos equi-
pamentos; desenvolvimento tecnológico na 
busca de técnicas mais efi cientes. Para imple-
mentação de qualquer destes tipos de medidas 
são necessários meios fi nanceiros.

O principal objectivo do trabalho foi procu-
rar pistas que possam ser seguidas pelo regu-
lador do sector eléctrico para uma promoção 
mais activa da gestão da procura. Qualquer 
esquema de incentivos tem de perceber o com-
portamento dos agentes, nomeadamente da 
oferta. Será que as empresas fornecedoras de 
electricidade ganham alguma coisa com DSM? 
E as empresas detentoras da rede? E as empre-
sas produtoras? É esta nova realidade que dis-
tingue o conceito de gestão da procura de hoje 
do que foi quando o sector era um monopólio 
verticalmente integrado. É nesta realidade que 

o regulador tem de agir.
O comportamento das empresas é ditado 

pelo próprio mercado e pela regulação. Mesmo 
com uma regulação muito “engenhosa”, é difícil 
contornar a seguinte questão: a empresa forne-
cedora, o comercializador, tem como principal 
objectivo maximizar o seu lucro, o que aconte-
ce se maximizar as suas vendas. Justifi ca-se que 
o regulador tenha uma intervenção específi ca 
para este tipo de questões.

O regulador é um agente privilegiado para 
angariar fundos através das tarifas de energia 
eléctrica. Não só porque estabelece preços a 
aplicar a grandes quantidades (kWh) e mui-
tos clientes, ou seja, “cada um paga pouco”, mas 
também porque sabe quem “paga o quê”. Para o 
caso nacional, propôs-se um esquema de fi nan-
ciamento em que todos os clientes contribui-
riam para um fundo DSM, sendo este fundo 
utilizado por empresas que apresentem pro-
gramas para a instalação de medidas que me-
lhorem o padrão (incluindo o nível) de consu-
mo da procura. Advogou-se ainda que o fundo 
não deveria ser gerido pela ERSE, mas sim por 
outra entidade mais vocacionada para o efeito, 
melhor conhecedora dos aspectos específi cos 
ligados ao DSM, tal como acontece no Reino 
Unido com o Energy Saving Trust. Claro que 
há que ter em atenção os custos administrati-
vos associados a esta função. A ERSE teria de 
saber qual o montante necessário para o fundo 
e para que seria utilizado o fundo, de modo a 
que quem contribui para o fundo seja quem 
com ele pode benefi ciar, evitando-se subsidia-
ção cruzada entre os clientes. 

Deverá cada cliente contribuir em função de 
quê? Foram analisadas duas soluções: em fun-
ção do consumo (kWh) e encargo fi xo. Foram 
desde logo rejeitadas soluções que dependes-
sem da estrutura tarifária, uma vez que se con-
siderou que, num mercado mais liberalizado, 
a estrutura tarifária não será igual para todos 
os clientes. Foi também rejeitada a solução de 
cobrar um encargo sobre o total da factura, 
uma vez que o valor da factura depende de um 
conjunto de factores que não são iguais para 
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todos os clientes, assumindo as componentes 
negociadas maior relevância num mercado 
mais concorrencial, não sendo até desejável, 
por questões de confi dencialidade, que a factu-
ra seja conhecida.

A solução adoptada tem infl uência no modo 
como o esforço para contribuir para o fundo 
é distribuído pelos clientes. Concluiu-se que a 
solução $/kWh favorece clientes com consu-
mos menores, sucedendo o contrário na solu-
ção $/cliente.

Se se observar o que tem sucedido no sector 
das energias renováveis, verifi ca-se que a ener-
gia eólica e a mini-hídrica têm tido um desen-
volvimento muito superior ao verifi cado, por 
exemplo, no solar térmico. Talvez esta dife-
rença se deva a que as primeiras são “oferta”, ou 
seja, são empresas especialistas cuja actividade 
principal é essa. O solar térmico está do lado 
da procura, onde a actividade principal não é 
a energética. Concluiu-se no trabalho que uma 
possível maneira de incentivar a gestão da pro-
cura é torná-la oferta, ou seja, criar condições 
para que empresas especialistas, e cujo lucro 
daí dependa, se dirijam à “procura” e vendam 
soluções mais efi cientes. Por outro lado, haven-
do alguma concorrência há também um sinal 

para que a efi ciência aumente. 
Muito fi cou por fazer. A gestão da procu-

ra não deve ser limitada a um sector. Deve 
antes ter uma visão mais alargada, onde 
necessariamente o sector do gás é comple-
mentar/concorrencial do sector eléctrico. O 
esquema proposto para financiamento pode 
ser alargado ao gás, tal como acontece em 
Inglaterra, devendo a análise estender-se dos 
clientes de electricidade aos clientes do gás 
e à maneira como o esforço de contribuição 
para o fundo seria distribuído entre os clien-
tes de ambos os sectores. Mais ambicioso 
ainda seria alargar o âmbito, possivelmente 
a outros combustíveis fósseis.

Embora seja certo que o alargamento de 
um esquema de financiamento como o pro-
posto a mais sectores é uma tarefa complexa, 
assumindo a figura de taxa, é necessário que 
ao nível das políticas haja coordenação entre 
sectores, até para evitar problemas de con-
corrência entre sectores. 

Ainda dentro do esquema proposto, fica 
por analisar a utilização do fundo, ou seja, 
qual o montante necessário para uma deter-
minada medida e qual o sucesso, medido em 
termos de energia “poupada”, obtido.
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A produção de energia eléctrica a partir de fon-
tes de energia renováveis ou resíduos, bem como 
a cogeração, é designada por produção em regi-
me especial. Este tipo de produção tem tido um 
desenvolvimento signifi cativo nos últimos anos, 
prevendo-se que a evolução futura apresente um 
ritmo de crescimento ainda mais elevado, em es-
pecial para a energia eólica. No fi nal de 2001, a 
produção em regime espacial contribuiu com cer-
ca de 13,5% para o total da produção nacional de 
energia eléctrica.

Este crescimento tem sido motivado pelos apoios 
que têm sido concedidos, em especial pelo contri-
buto que este tipo de produção dá para a política 
de ambiente, com especial destaque para as alte-
rações climáticas.

A obrigação de compra a preço apoiado gera 
um sobrecusto para o sistema que é suportado por 
todos os consumidores. Este sobrecusto tem vindo 
a crescer motivado pelo aumento da produção e 
pelo aumento do próprio prémio concedido a este 
tipo de produção. Este é um dos motivos de preo-
cupações futuras.

Palavras chaves: Energias renováveis, cogera-
ção, resíduos, sobrecusto, eólica, mini-hídrica

As energias renováveis foram das primeiras 
formas de energia a serem utilizadas, tendo a 
utilização massiva de combustíveis fósseis tido 
início somente após a revolução industrial. A 
cogeração, mais recente, veio permitir satisfa-
zer a necessidade, no mesmo local, de duas for-
mas de energia – térmica e eléctrica. A procura 

de um destino para os diversos tipos de resí-
duos tem levado a que a valorização energética 
seja, hoje, uma das soluções mais comuns.

A produção de energia eléctrica a partir de 
fontes de energia renováveis ou resíduos, bem 
como o cogeração, é designada por produção 
em regime especial (PRE).

A produção de energia eléctrica tendo por 
base energias renováveis ou cogeração tem tido 
um desenvolvimento signifi cativo nos anos 
mais recentes. Na verdade, estas formas de 
produção contribuem, na grande maioria das 
vezes, para as linhas fundamentais da política 
energética, tanto nacional como comunitária, 
nomeadamente na minimização do impacte 
ambiental e na melhoria na segurança de abas-
tecimento. A recente Resolução do Conselho 
de Ministros sobre política energética (RCM 
63/2003) veio confi rmar estas linhas mestras 
da política energética.

O contributo das energias renováveis e da 
cogeração para a política de ambiente é signifi -
cativo. Em termos de sector energético, desta-
cam-se dois desafi os fundamentais:

• Cumprimento do Protocolo de Quioto, 
onde o sector oferta de energia é responsável 
por cerca de um terço das emissões de gases 
com efeito de estufa. 

• Cumprimento dos novos tectos de emissão 
de substâncias acidifi cantes e os novos limi-
tes de emissão para as grandes instalações de 
combustão, sendo que a maioria deste tipo de 
instalações são centrais termoeléctricas.

Tanto o Programa Nacional para as Altera-
ções Climáticas (PNAC, 2003), como o Pro-
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grama para os Tectos de Emissão Nacional 
(estudos de base) (PTEN, 2002), ambos em 
elaboração, consideram já o compromisso as-
sumido pelo Governo português de, em 2010, 
39% da energia eléctrica ter origem renovável, 
bem como o cumprimento do objectivo previs-
to na proposta de directiva para promoção da 
cogeração.

O presente trabalho é uma actualização do 
documento Energias renováveis em Portu-
gal, Produção em regime especial, fi nalizado 
em Dezembro de 2000. Desde então regista-
ram-se diversos desenvolvimentos, tais como 
a aprovação do Programa E4 (ME, 2001), o 
Fórum das Energias Renováveis, a aprovação 
de nova legislação alterando a remuneração da 
energia entregue à rede, o início da elabora-
ção de importantes instrumentos de política 
de ambiente e a recente aprovação de orien-
tações para a política energética portuguesa 
(RCM 63/2003).

Os principais objectivos do presente traba-
lho são:

• Analisar o papel da ERSE relativamente à 
produção em regime especial.

• Efectuar um ponto de situação sobre os 
aproveitamentos existentes, nomeadamente 
em termos de potência instalada e energia 
produzida em Portugal Continental. Não é 
ainda possível dispor de informação que per-
mita elaborar um trabalho semelhante para 
as Regiões Autónomas dos Açores e da Ma-
deira.

• Perspectivar evoluções futuras do sector 
da produção em regime especial.

• Analisar a evolução do sobrecusto asso-
ciado à produção em regime especial e o seu 
refl exo nas tarifas de energia eléctrica.

• Perspectivar formas de apoio que melho-
rem a efi ciência económica deste sector.

Neste capítulo explica-se o conceito de pro-
dução em regime especial tal como defi nido 
na legislação vigente, apresenta-se um breve 
historial do enquadramento legal desta ac-

tividade e descrevem-se as competências da 
ERSE neste domínio.

A organização do Sistema Eléctrico Nacional 
(SEN) é apresentada na fi gura seguinte:

A legislação vigente considera produção em 
regime especial:

• A produção hídrica, com potência instalada 
inferior a 10 MW;

• A produção de energia eléctrica que utilize 
outras fontes de energia renovável (eólica, so-
lar, biomassa, etc.);

• A produção de energia eléctrica com base 
em resíduos (urbanos, industriais, agrícolas).

• A produção de energia eléctrica em bai-
xa tensão, com potência instalada limitada a 
150 kW;

• A produção de energia eléctrica através de 
um processo de cogeração.

Destaca-se, pela novidade, a produção em 
baixa tensão, cujo quadro legal foi estabelecido 
pelo Decreto-Lei n.º 68/2002, de 25 de Março.

Em 1981, com a publicação do Decreto-Lei 
n.º 20/81, de 28 de Janeiro, passou a ser pos-
sível a venda à rede de excedentes de produção 
própria. No entanto, é reconhecido que foi em 
1988, com a publicação do Decreto-Lei n.º 
189/88, de 27 e Maio, que foi dado um for-
te impulso à produção independente, nome-
adamente a instalações de cogeração e mini 
hídricas.

Em 1995, ano em que foi estabelecido o qua-
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dro legal que ainda hoje rege o sector, também 
a produção em regime especial conheceu evo-
luções signifi cativas. A cogeração, com a publi-
cação do Decreto-Lei n.º 186/95, de 27 de Ju-
lho, e a restante produção em regime especial, 
com a publicação do Decreto-Lei n.º 313/95, 
de 24 de Novembro, passaram a ter um trata-
mento distinto, nomeadamente ao nível da va-
lorização da energia entregue à rede. Destacam 
se também as novas regras para defi nição de 
cogeração, nomeadamente em termos de defi -
nição da relação entre energia térmica e eléctri-
ca e o limite de venda à rede.

Com a publicação do Decreto-Lei n.º 168/99, 
de 18 de Maio, e do Decreto Lei n.º 538/99, 
de 13 de Dezembro, a produção em regime 
especial viu novamente o seu enquadramento 
legal alterado, sendo de destacar as alterações 
tarifárias, deixando o preço de venda ao SEP 
de estar dependente do preço de venda a clien-
tes fi nais do SEP.

No fi nal de 2001 há a assinalar novas alte-
rações ao regime legal, nomeadamente com a 
publicação do Decreto-Lei n.º 339-C/2001, 
de 29 de Dezembro, que determinou preços 
de venda ao SEP diferenciados por fonte de 
energia, criando incentivos reconhecidamente 
superiores aos vigentes até então. Também na 
cogeração, com a publicação do Decreto Lei n.º 
313/2001, de 10 de Dezembro, foi estabeleci-
do um quadro mais favorável para a promoção 
da cogeração.

Um dos assuntos que tem sido apontado 
como barreira ao desenvolvimento da produ-
ção em regime especial prende-se com a liga-
ção à rede. Neste âmbito, o Decreto Lei n.º 
312/2001, de 10 de Dezembro, veio defi nir 
o regime de gestão da capacidade de recepção 
das redes do SEP para os centros electropro-
dutores do Sistema Eléctrico Independente 
(SEI).

O quadro legal da produção em baixa tensão 
surgiu com a publicação do Decreto-Lei n.º 
68/2002, de 25 de Março.

Deve-se  destacar a Directiva 2001/77/CE, 
27 de Setembro, relativa à produção de ener-

gia eléctrica com base em fontes de energia 
renovável, cuja transposição deverá ocor-
rer até 27 de Outubro de 2003, bem como 
a proposta de directiva relativa à cogeração 
(COM(2002)415fi nal).

A defi nição da política energética em Portu-
gal é da responsabilidade do Governo, nomea-
damente através da Direcção Geral de Energia 
(DGE). Porém, no domínio da produção em 
regime especial, existem algumas responsabili-
dades partilhadas entre a DGE e a ERSE, que 
se analisarão nos próximos parágrafos. 

Os Estatutos da ERSE, publicados pelo De-
creto-Lei n.º 97/2002, de 12 de Abril, esta-
belecem que a ERSE deve “contribuir para a 
progressiva melhoria das condições técnicas, 
económicas e ambientais nos sectores regula-
dos, estimulando, nomeadamente, a adopção 
de práticas que promovam a utilização efi cien-
te da electricidade (...) e a existência de padrões 
adequados de (...) defesa do meio ambiente”. 
Conforme já referido, uma das principais jus-
tifi cações para promover as fontes de energia 
renovável e a cogeração são, precisamente, as 
questões ambientais.

O planeamento do sistema electroprodutor 
do SEP deve ter em conta o desenvolvimento 
da PRE, em especial em cenários de forte pe-
netração, conforme previsto para os próximos 
anos. O Plano de Expansão do Sistema Elec-
troprodutor do SEP é efectuado pela DGE, 
sob proposta da REN - Rede Eléctrica Nacio-
nal, S.A., e aprovado pelo Ministro da Econo-
mia, depois de ouvida a ERSE.

O SEP é legalmente obrigado a adquirir a 
energia produzida pela PRE, pelo que as re-
des do SEP deverão ter capacidade para re-
ceber essa energia. A ERSE dá parecer sobre 
o Plano de Investimentos da REN, pelo que 
deve acompanhar a evolução da PRE e o seu 
impacte nas redes do SEP.

A energia eléctrica vendida ao SEP pela PRE 
é remunerada de acordo com o estabelecido 
em diplomas específi cos, da responsabilidade 

2.3 Competências da ERSE
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do Governo. Desta relação comercial, não re-
gulada pela ERSE, resulta um sobrecusto que 
se refl ecte nas tarifas, cuja publicação é respon-
sabilidade da ERSE.

Para além de tudo o que foi referido, acres-
ce a obrigação estatuária da ERSE2 em “cola-
borar com a Assembleia da República e com 
o Governo na formulação das políticas e dos 
diplomas respeitantes ao sector energético”.

Neste capítulo apresenta-se o actual estado 
de desenvolvimento da produção em regime 
especial, em particular no que se refere à po-
tência instalada e à energia produzida.

Na fi gura seguinte é possível analisar a evolu-
ção da potência instalada na PRE, com discri-
minação das diversas fontes/tecnologias, bem 
como o peso no total no SEN.

Destaca-se o forte crescimento verifi cado 
no início da década de noventa, com especial 
destaque para a cogeração, bem como o cresci-
mento também signifi cativo que actualmente 
se verifi ca relativamente aos aproveitamentos 
eólicos. É também interessante verifi car o pa-
pel que as alterações legislativas de 1999 pare-
cem ter tido no incentivo ao desenvolvimento 
deste sector.

A fi gura seguinte apresenta uma informação 
semelhante, mas em termos de produção de 
energia eléctrica3.

Para além dos comentários já efectuados so-
bre a evolução da potência instalada, nota-se 
algum abrandamento da produção da cogera-
ção, possivelmente devido ao aumento do pre-
ço dos combustíveis e ao desfasamento com 
que os preços da electricidade são afectados, 
levando a que possa ser preferível o abasteci-
mento através da rede do SEP do que produzir 
por cogeração.

Existem diversas tecnologias de cogeração, 
que condicionam também o tipo de combustí-
vel utilizado. Nas fi guras seguintes apresenta-
se a distribuição da potência instalada e ener-
gia produzida por tipo de tecnologia, no ano 
de 2001.
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3. Evolução da Produção em Regime Especial

Figura 2 - Evolução da potência instalada na PRE

Fonte: DGE

Figura 3 - Evolução da produção PRE

Fonte: DGE

Figura 4 - Tecnologias de cogeração (contributo em termos 
de potência)

Fonte: CEEETA, 2002

Figura 5 - Tecnologias de cogeração (contributo em termos 
de energia)

Fonte: CEEETA, 2002

2 Art.º 3.º dos Estatutos da ERSE.
3 Para a cogeração, a produção inclui o autoconsumo e as entregas à rede.
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Destaca-se o peso maioritário da turbina 
de contra-pressão e dos motores diesel. A in-
trodução do gás natural permitiu o desenvol-
vimento, nos últimos anos, de instalações de 
cogeração a gás natural.

As primeiras instalações para aproveitamento 
da energia eólica em Portugal foram construí-
das nas Regiões Autónomas, tendo o primeiro 
parque no Continente surgido somente em 
1992, em Sines, constituído por 12 aerogera-
dores de 150 kW cada (CEEETA, 2002). Na 
fi gura seguinte apresenta-se a localização dos 
parques eólicos em exploração.

Um dos factores que tem limitado o desen-
volvimento da produção em regime especial é 
a capacidade de recepção das redes do SEP, em 
especial da Rede Nacional de Transporte. Tal 
sucede porque se verifi cam algumas concentra-
ções espaciais de produtores em regime espe-
cial (em determinadas subestações), em zonas 
em que a produção excede o consumo local. 

Nas fi guras seguintes apresentam-se as entre-
gas da produção em regime especial agrupadas 
por subestação da rede nacional de transporte 
(RNT), distinguindo as diversas fontes/tec-
nologias. A análise da evolução deve ter em 
atenção a introdução de novas subestações na 
RNT (ex. nova subestação de Lavos). Por ou-
tro lado, a classifi cação da produção em regime 
especial também foi alterada, sendo que até ao 
ano 2000 a cogeração inclui alguns produtores 
térmicos que não são cogeradores.

Da análise da fi gura 7, verifi ca-se, como seria 
de esperar, uma concentração de instalações de 
produção por cogeração em áreas industriais.

Figura 6 - Localização de parques eólicos

Figura 7 - Entregas à rede da cogeração agrupada por 
subestação da RNT

Figura 8 - Entregas à rede da produção eólica agrupada por 
subestação da RNT
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A análise da fi gura 8 evidencia uma dispersão 
territorial menor do que na cogeração.

Da análise da fi gura 9 verifi ca-se uma forte 
concentração da produção mini hídrica no 
Norte do país, com entregas mais signifi cativas 
nas subestações de Vila Chã, Valdigem e Riba 
D’Ave.

O sector da produção em regime especial 
encontra-se em forte evolução, em especial o 
aproveitamento de fontes de energia renová-
vel, com grande destaque para a energia eólica. 
Neste capítulo pretende-se perspectivar a evo-
lução do sector nos próximos anos, em termos 
de potência instalada e energia produzida.

Determinar o potencial de aproveitamento 
de uma fonte de energia tem por base um con-
junto de hipóteses, nomeadamente os custos 
de exploração e a transposição de algumas bar-
reiras à sua exploração.

Durante cerca de dois anos foram dinamizados 
diversos de grupos de trabalho temáticos sobre as 
diferentes fontes de energia renovável, constituídos 
por representantes dos produtores, fornecedores 
de equipamento, universidades, administração lo-
cal e central. Esta iniciativa – Fórum das Energias 
Renováveis – permitiu discutir e conhecer melhor 
o estado das energias renováveis em Portugal, 
perspectivando também medidas que permitirão 
um melhor aproveitamento destas fontes.

Uma das informações que resultou do Fórum 
das Energias Renováveis foi o levantamento do 
potencial existente para cada fonte de energia re-
novável. No quadro seguinte apresenta-se este po-
tencial para a produção de energia eléctrica tendo 
por base fontes de energia renovável, num hori-
zonte até 2010, no Continente.

Num trabalho elaborado pelo Centro de Estu-
dos em Economia da Energia dos Transportes e 
do Ambiente (CEEETA, 2001) verifi ca-se que 
existe mercado em Portugal para a aplicação de 
tecnologias de micro-geração4. No entanto, o nú-
mero de projectos a desenvolver dependerá signi-
fi cativamente do preço do gás natural. O estudo 
avança com um cenário para 2006 em que prevê 
que existam 272 instalações de micro-geração a 
funcionar.

No quadro seguinte apresentam-se custos unitá-
rios médios para investimento em tecnologias para 
a produção em regime especial5.
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4. Perspectivas Futuras

Figura 9 - Entregas à rede da produção mini-hídrica agrupa-
da por subestação da RNT

4.1 Potencial Existente

QUADRO 1

Potencial para as energias renováveis exequível até 2010 
(Continente)

4 O estudo defi ne micro-geração como “a geração descentralizada-localizada de energia (produção combinada de electricidade e calor) por via de micro-turbi-
nas, motores Sterling, pequenos motores de combustão interna ou sistemas híbridos (...), interligados em baixa tensão”.
5  Deve alertar-se para que as fontes de informação não são as mesmas do que a utilizada para a  identifi cação do potencial.
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O último Plano de Expansão do Sistema 
Electroprodutor do SEP foi aprovado em 
1999, antes de assumidos os ambiciosos objec-
tivos estabelecidos no Programa E4. Da versão 
2001 do Plano de Expansão são conhecidos 
os cenários estudados, embora não se possam 
considerar defi nitivos. 

Na fi gura seguinte apresenta-se a previsão 
para a potência instalada para as diversas fon-
tes/tecnologias da PRE considerada nos cená-
rios para o Plano de Expansão 2001.

Na fi gura seguinte apresenta-se a produção 
prevista para a PRE até 2010.

Muito recentemente foi publicada a Reso-
lução do Conselho de Ministros n.º 63/2003 
que aprova as orientações da política energé-
tica portuguesa, onde são apresentadas metas 
indicativas para a produção a partir de fontes 
de energia renovável. Na fi gura seguinte apre-
sentam-se estas metas para 2010, assinalando-
se desde já que não coincidem totalmente com 
os valores anteriormente apresentados relati-
vos aos estudos efectuados para a versão 2001 
do Plano de Expansão do Sistema Electropro-
dutor do SEP, destacando-se o aumento veri-
fi cado na energia eólica e nos aproveitamentos 
fotovoltaicos. Na fi gura seguinte apresentam-
se igualmente os valores verifi cados em 2001.

Da análise da informação apresentada des-
taca-se o forte crescimento previsto para a 
energia eólica, que entre 2002 e 2010 multi-

Figura 10 - Potência instalada prevista para PRE

QUADRO 2

4.2 Metas para 2010

Figura 11 - Produção prevista para PRE

Figura 12 - Metas indicativas para a PRE renovável e resí-
duos, para 2010, consideradas na Resolução do Conselho de 

Ministros n.º 63/2003
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plica por cerca de quinze a potência instalada. 
É também interessante registar o desenvolvi-
mento da biomassa/biogás e a expectativa de 
desenvolvimento de novas tecnologias, como 
sejam o aproveitamento fotovoltaico e das on-
das.

A versão do PNAC em reformulação (PNAC, 
2003) considera que em 2010 será cumprido o 
objectivo de 39% para a produção de energia 
eléctrica com base em fontes de energia reno-
vável, sendo uma medida considerada no cená-
rio de referência6 dos estudos efectuados.

O contributo desta medida para a redução de 
emissões de gases com efeito de estufa será, em 
2010, o seguinte:

• Cenário baixo7– 3,5 Tg CO2eq
• Cenário alto7 – 2,9 Tg CO2eq
Tendo em consideração o total de redução de 

emissões que resulta do conjunto de medidas 
incluídas no cenário de referência, pode con-
cluir-se que o cumprimento da meta dos 39% 
corresponde a pouco mais de metade do esfor-
ço total exigido.

O cumprimento do objectivo apontado pela 
Comissão Europeia para a cogeração (18%) 
corresponde a uma redução, em 2010, de cerca 
de8:

• Cenário baixo – 0,3 Tg CO2eq
• Cenário alto – 0,2 Tg CO2eq
Esta redução corresponde a cerca de 2,5% do 

total de reduções conseguidas com as medidas 
adicionais previstas no PNAC (2003).

A contribuição para as políticas energética e 
ambiental da produção em regime especial tem 
levado a que existam diversos apoios a este tipo 
de produção. No essencial, podem agrupar-se 
em dois tipos de apoio:

• Apoio ao investimento: através de subsídios 
a fundo perdido ou empréstimos bonifi cados. 
A grande maioria dos apoios são enquadrados 
em programas europeus, recordando se os se-
guintes: Altener, Valoren, Th ermie e Programa 

Energia. Actualmente está em vigor o Progra-
ma Operacional da Economia.

• Garantia de compra e preço de venda: atra-
vés da garantia de compra da energia produzi-
da a um preço superior ao de mercado.

Seguidamente é efectuada uma análise dos 
apoios associados à garantia de compra e preço 
de venda. Os apoios ao investimento encon-
tram-se fora do âmbito deste trabalho.

O enquadramento legal da produção em re-
gime especial estabelece a obrigação de compra 
pelo SEP de toda a energia produzida. 

Relativamente à cogeração, destaca-se ainda:
• A possibilidade de vender ao SEP toda a 

produção, incluindo a que se destina a auto-
consumo, conforme estabelecido no Decreto-
Lei n.º 313/2001, de 10 de Dezembro, e na 
Portaria n.º 399/2002. 

• Possibilidade de vender energia a fi liais, fa-
zendo uso das redes do SEP.

O preço de venda ao SEP da produção em 
regime especial é estabelecido pelo Governo, 
através da Direcção Geral de Energia. Os pre-
ços actualmente em vigor têm por base uma 
lógica de custos evitados, procurando quanti-
fi car-se os custos evitados em termos de po-
tência (investimento em novas instalações), 
energia (custos de combustível) e ambiente 
(valorizando-se as emissões de CO2 evitadas).

Deste modo, os preços dependem da:
• Hora de entrega da energia.
• Forma do diagrama de produção de energia 

eléctrica.
• Fonte de energia primária utilizada.
Relativamente à cogeração, encontram-se es-

tabelecidos quatro tarifários para os seguintes 
tipos de instalação:

• Instalações cuja potência de ligação seja in-
ferior ou igual a 10 MW e que não utilizem 
como combustível fuelóleo ou resíduos. 

• Instalações com potência de ligação supe-
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6 O PNAC defi ne como cenário business as usual o que resultaria de uma projecção da situação actual, tendo por base os cenário macro-económicos utiliza-
dos. O cenário de referência corresponde a admitir que as medidas já em vigor obtém a sua efi cácia ambiental máxima. É conseguida uma redução superior 
com a aplicação das medidas adicionais. O comércio de emissões permitirá o restante esforço, com vista ao cumprimento dos compromissos de Portugal 
(+27%).

4.3 Contributo para a política nacional para as 
alterações climáticas

5. Apoio dado à Produção em Regime Especial

5.1 Garantia de compra

5.2 Preço de venda ao SEP
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rior a 10 MW e que não utilizem como com-
bustível fuelóleo ou resíduos.

• Instalações que, numa base anual, utili-
zem numa proporção superior a 50% resí-
duos como fonte de energia.

• Instalações cujo combustível utilizado 
seja fuelóleo.

No que respeita à produção com base em 
fontes de energia renovável ou resíduos, o 
Decreto-Lei n.º 339-C/2002, de 29 de De-
zembro, estabeleceu preços de venda distin-
tos consoante a fonte de energia, tecnologia 
e funcionamento verificado. O factor que 
distingue as diversas situações (Z) toma os 
seguintes valores: 

• Aproveitamentos eólicos:

• Centrais mini-hídricas – 1,20
• Centrais de energia das ondas (até um 

total nacional de 20 MW) – 6,35
• Centrais fotovoltaicas de potência insta-

lada igual ou inferior a 5 kW (até um total 
nacional de 50 MW) – 12

• Centrais fotovoltaicas de potência insta-
lada superior a 5 kW (até um total nacional 
de 50 MW) – 6,55

• Restantes instalações - 1
Apresentam-se seguidamente, os preços 

médios9 verificados para as várias fontes/
tecnologias.

Da análise da fi gura 13 realça-se:
• O aumento continuado do preço médio 

desde 1999, após a publicação de nova legisla-
ção para a PRE.

• O signifi cativo aumento do preço médio 
da energia eólica, verifi cado de 2001 para 
2002, resultado da revisão do preço de venda 
operada pelo Decreto Lei n.º 339 C/2001, 

de 29 de Dezembro.
O preço de venda da cogeração encontra-se 

indexado ao preço do petróleo, mais propria-
mente ao Arabian Light, com um desfasamen-
to temporal. Esta relação pode ser apreciada na 
fi gura seguinte, onde se representa a evolução 
do preço médio de venda da cogeração ao SEP 
e do preço do preço médio anual do Arabian 
Light, encontrando-se os valores normaliza-
dos pelo valor de 1996.

Figura 13 - Preço médio de venda da PRE ao SEP (preços 
constantes 2002)

7 Cenários macro-económicos utilizados em PNAC (2003) que foram desenvolvidos por CISEP (2001) para a REN – Rede Eléctrica Nacional e para o 
GEPE – Gabinete de Estudos e Prospectiva Económica do Ministério da Economia.
8  Excluiu-se o contributo das instalações abrangidas pelo comércio europeu de emissões. 
9  Preço médio calculado como o quociente entre o valor pago ao conjunto de produtores de determinada categoria e a energia vendida ao SEP pelos mesmos produtores.

Figura 14 - Preço médio de venda da cogeração e preço do 
petróleo

5.3 Incorporação do custo da PRE nas tarifas

Conforme já referido, das aquisições do 
SEP à produção em regime especial resulta 
um sobrecusto para este sistema, dado que 
o custo de aquisição é superior ao seu custo 
médio de produção. 

O Regulamento Tarifário estabelece que o so-
brecusto corresponde à diferença entre o custo 
de aquisição à PRE e os custos em que o SEP 
incorreria para produção daquela energia10. O 
custo em que o SEP incorreria tem sido calcu-
lado por aplicação do valor médio da Tarifa de 
Energia e Potência e da Tarifa de Uso da Rede 
de Transporte11. Este cálculo é feito de modo 
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agregado para o total da produção em regime 
especial, conforme apresentado esquematica-
mente na fi gura seguinte.

O Regulamento Tarifário estabelece que este 
sobrecusto é incluído nos custos da actividade 
de gestão global do sistema. Nesta actividade 
encontram-se diversos custos que são reparti-
dos por todos os clientes, nomeadamente cus-
tos com gestão e regulação do sistema. Os cus-
tos desta actividade são recuperados através 
da tarifa de uso global do sistema, tarifa que é 
paga por todos os clientes ligados às redes do 
SEP12, ou seja, clientes do SEP e clientes não 
vinculados.

Na fi gura seguinte representam-se as diver-
sas actividades, as respectivas tarifas e clientes 
a quem as tarifas são facturadas13, destacando-
se a actividade de gestão global do sistema.

A fi gura seguinte pretende sintetizar os fl uxos 
físicos e fi nanceiros associados às entregas da PRE 
às redes do SEP.

O sobrecusto tem vindo a aumentar devido a 
duas razões: aumento das tarifas, cujo refl exo é 
visível no sobrecusto unitário médio; aumento 
das vendas da produção em regime especial ao 
SEP. Na fi gura seguinte é possível observar a 
evolução do sobrecusto total e do sobrecusto 
unitário médio14.

Como consequência do aumento do valor do 
sobrecusto, tem-se verifi cado um aumento do 
seu peso no total de custos da actividade de uso 
global do sistema, conforme se pode observar 
na fi gura seguinte. Em 2003 foram também 
incluídos nos custos da actividade de uso glo-
bal do sistema os custos de convergência com 
as Regiões Autónomas. No entanto, de modo 
a garantir a coerência da série temporal, optou-
se por excluir estes custos da análise.

O peso do sobrecusto tem também vindo a 
aumentar no total de proveitos que resultam 
da aplicação das tarifas de venda a clientes fi -
nais, conforme se verifi ca na fi gura seguinte.
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10 Regulamento Tarifário, art.º 73.º 
11  Quando se estabelecem as tarifas, no cálculo do sobrecusto são utilizados os valores médios do ano anterior e os valores previstos para as quantidades 
produzidas para o ano seguinte.
12  Tarifa é facturada em função da energia consumida (€/kWh).

Figura 15 - Defi nição do sobrecusto de aquisição à PRE

5.4 Análise do Sobrecusto

Figura 16 - Actividades, tarifas e clientes

Figura 17 - Pagamento aos PRE

Figura 18 - Evolução do sobrecusto total e do sobrecusto 
unitário médio
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Torna-se desejável que sejam analisadas ou-
tras formas de incentivo à produção em regi-
me especial que, sem colocar em causa o seu 
desejável crescimento, promovam o seu desen-
volvimento salvaguardando a efi ciência eco-
nómica dos projectos e um adequado nível de 
concorrência, nomeadamente, na selecção dos 
projectos.

 O CEER – Conselho Europeu de Regulado-
res de Energia criou um grupo de trabalho so-
bre ambiente e fi scalidade que se tem dedicado 
à análise dos diversos mecanismos de apoio às 
fontes de energia renovável. Os estudos desen-
volvidos permitem concluir que são essencial-
mente dois os esquemas de apoio existentes na 
Europa:

• Obrigação de compra associado a um preço 
pré-estabelecido (feed-in tariff ).

• Mercado de certifi cados verdes (normal-
mente associado ao cumprimento de um ob-
jectivo mínimo de produção renovável).

O esquema de concurso existente em Ingla-
terra, que vigorou até ao primeiro trimestre de 
2002 (NFFO – non fossil fuel obligation), foi 
substituído por certifi cados verdes (Renewable 
obligation).

O CEER concluiu que com o crescimento 
deste tipo de produção o sobrecusto associado 
aumentará signifi cativamente, tendo manifes-
tado especial interesse pelo esquema dos certi-
fi cados verdes, uma vez que permite melhorar 
a efi ciência económica do sistema, criando um 
mercado entre os produtores renováveis.

O mecanismo de certifi cados verdes cria um 
mercado específi co para as mais valias forneci-
das pela PRE, nomeadamente a valia ambien-
tal. O “produto energia eléctrica” pode assim 
ser vendido no mercado da electricidade e as 
restantes valias em mercados próprios. Neste 
tipo de mercados não existem problemas de 
congestionamento de redes, sendo assim pos-
sível estabelecer um mercado mais amplo, no-
meadamente ao nível europeu15.

A Directiva das energias renováveis obriga a 
que exista um esquema de certifi cação para a 
energia, que garanta a sua origem. O mercado 
de certifi cados é, na verdade, um mercado des-
tas garantias.

Tem tido alguma projecção na Europa o es-
quema de certifi cação proposto pelo RECS 
– Renewable Energy Certifi cate Systems16. 
Esta organização promove também uma me-
todologia de comercialização dos respectivos 
certifi cados.

Aguarda-se para breve a publicação da Direc-
tiva relativa ao comércio europeu de licenças 
de emissões de CO2, no âmbito do Protocolo 
de Quioto. É frequente serem feitas referências 
a futuras relações entre este mercado e o mer-
cado de certifi cados verdes. No entanto, alerta-
se para que este é um tema que necessita de ser 
analisado em maior detalhe.

13 Sobre este tema podem encontrar-se informações mais detalhadas na publicação da ERSE – Caracterização do Sector Eléctrico – Portugal continental, 
2001, bem como nos documentos explicativos que a ERSE publica com o estabelecimento das tarifas (disponíveis em www.erse.pt).
14 Calculado como o quociente entre o sobrecusto total e a energia vendida pela produção em regime especial ao SEP.
15 Esta hipótese assenta no pressuposto de que estas mais valias não têm um carácter local , o que em termos ambientais só é verdade para o CO2. 16 

www.recs.org

Figura 20 - Peso do sobrecusto no total de proveitos da 
venda a clientes fi nais

5.5 Certifi cados Verdes

Figura 19 - Peso do sobrecusto na actividade de gestão global 
do sistema

PRODUÇÃO EM REGIME ESPECIAL 
PONTO DE SITUAÇÃO EM PORTUGAL CONTINENTAL - 2003
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O sector das energias renováveis e da coge-
ração tem tido um dinamismo crescente nos 
últimos anos, estando previsto um forte cres-
cimento da produção em regime especial nos 
próximos anos. A energia eólica é aquela que 
deverá observar um crescimento mais acentu-
ado.

Perante este cenário de forte crescimento, 
surgem novos desafi os. Em termos técnicos e 
de gestão do sistema é necessário encarar esta 
nova realidade, em que parte signifi cativa da 
produção não será despachável e apresenta 
variações signifi cativas de produção, depen-
dente das condições atmosféricas. Por outro 
lado, com a também crescente liberalização do 
mercado, torna-se necessário encontrar meca-
nismos que permitam que este tipo de produ-
ção possa ter uma participação no mercado, 
nomeadamente através de novos mecanismos 
de incentivo, que permitam a promoção da 
efi ciência económica no lado da oferta da pro-
dução em regime especial. Estes desafi os são 

hoje colocados ao nível ibérico, no âmbito do 
Mercado Ibérico da Electricidade.

Ainda são apontadas, em especial pelos pro-
dutores, algumas barreiras ao desenvolvimen-
to deste sector, não só ao nível da capacidade 
de recepção das redes, mas em especial bar-
reiras administrativas, nomeadamente o tem-
po necessário para a aprovação dos projectos 
(envolvendo normalmente autorização ou li-
cenciamento da parte eléctrica, por parte das 
autoridades locais e, muito frequentemente, 
das autoridades ambientais).

Concluindo, a produção em regime especial, 
com especial destaque para as fontes de ener-
gia renovável, tem ganho relevância em termos 
de política de ambiente, nomeadamente para 
cumprimento dos estimulantes desafi os que se 
colocam actualmente. Embora este possa ser 
um contributo signifi cativo, deve ser acompa-
nhado de outras políticas, com especial desta-
que para as políticas de utilização racional de 
energia.
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Este trabalho é um resumo de um documento 
realizado em Novembro de 2005 que tinha como 
objectivo realizar uma síntese sobre a experiência 
de aplicação dos Planos de Promoção da Qualida-
de Ambiental (PPQA) no sector eléctrico. 

A síntese, para além de permitir divulgar junto 
dos agentes do sector resultados ambientais alcan-
çados, pretendeu sobretudo lançar pistas de dis-
cussão que permitissem melhorar esta ferramenta 
de regulação.

Os PPQA são instrumentos que pretendem in-
centivar as empresas a melhorar o seu desempe-
nho ambiental.

Nos quatro anos de experiência analisada (2002 
a 2005), verifi cou-se uma dominância das medi-
das relativas a resíduos, integração paisagística e 
protecção da avifauna.

A ERSE tem responsabilidades, ainda que 
indirectas, em questões ambientais, devendo 
contribuir para a melhoria do desempenho 
ambiental das empresas que operam no sector, 
bem como para a utilização efi ciente dos recur-
sos. Apontam neste sentido algumas disposi-
ções dos Estatutos da ERSE, designadamente 
a obrigação de contribuir para a progressiva 
melhoria das condições ambientais nos secto-
res regulados.

Importa também salientar que o desenvol-
vimento sustentável obriga a uma harmonia 
entre o desenvolvimento económico, social e 
ambiental, devendo as questões ambientais ser 
vistas de modo integrado com a regulação eco-
nómica do sector energético.

Estando a terminar o quarto ano de aplicação 
dos PPQA em Portugal continental, conside-
ra-se oportuno elaborar o presente documento 
de divulgação pública que apresente as acções 
incluídas nos PPQA e quais os resultados al-
cançados. 

Aproveita-se ainda a oportunidade para di-
vulgar as novidades introduzidas no novo Re-
gulamento Tarifário (RT) sobre os incentivos 
regulatórios para melhorar o desempenho 
ambiental das empresas reguladas, em que os 
PPQA passaram a designar-se Planos de Pro-
moção do Desempenho Ambiental (PPDA). 
Estas alterações ao RT benefi ciaram já da ex-
periência de aplicação dos PPQA no período 
2002 - 2005.

O tipo de regulação por preço máximo cria 
incentivos acrescidos à melhoria de efi ciência 
das empresas dado que lhes permite apropria-
rem-se dos ganhos de efi ciência que obtive-
rem. Actualmente, encontra-se regulada desta 
forma a actividade de distribuição de energia 
eléctrica. No entanto, e como resultado deste 
incentivo, a empresa terá tendência a reduzir 
custos de investimento ou manutenção com 
consequências ao nível da qualidade de serviço 
ou do desempenho ambiental. Para minimizar 
este tipo de comportamentos criam-se meca-
nismos complementares, sendo disso exemplo 
o Regulamento da Qualidade de Serviço e os 
planos de promoção de qualidade ambiental, 
mecanismo em vigor no período 2002-2004 e 
2005.
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Mesmo em actividades reguladas por um 
mecanismo do tipo taxa de rendibilidade, 
como é o caso da REN, os planos de promo-
ção da qualidade ambiental podem permitir 
à empresa ter uma apreciação prévia sobre 
os custos a incorrer na protecção ambiental, 
perspectivando assim a sua futura aceitação 
para efeitos de tarifas. Note-se que não exis-
tindo balizas pré-defi nidas para o exercício 
da responsabilidade social das empresas, o 
entendimento do regulador pode não ser o 
mesmo da empresa, sendo assim desejável 
que exista um entendimento a este nível a 
priori, caso contrário a empresa tenderá a não 
“correr o risco”, em especial porque opera em 
regime de monopólio. 

Os planos de promoção de qualidade am-
biental podem também funcionar como fer-
ramenta de comunicação, ajudando a organi-
zar e destacar as actividades de determinada 
empresa na melhoria do seu desempenho 
ambiental. Esta comunicação pode ser inter-
na ou externa à própria empresa. Em empre-
sas que já disponham de um sistema de ges-
tão ambiental (em especial se certifi cado ou 
registado no EMAS ) existem normalmente 
outras ferramentas de comunicação, nomea-
damente o relatório de ambiente ou de sus-
tentabilidade, podendo o plano de promoção 
da qualidade ambiental ser desenvolvido em 
complementaridade com estas outras ferra-
mentas.

Em síntese, um instrumento do tipo dos 
planos de promoção da qualidade ambiental 
em vigor pode desempenhar as seguintes fun-
ções:

• Minimizar os efeitos que podem ser indu-
zidos por certos tipos de regulação económi-
ca, incentivando a empresa a adoptar medidas 
que melhorem o seu desempenho ambiental.

• Auxiliar na comunicação da empresa em 
termos de ambiente.

• Permitir um entendimento a priori entre 
a empresa e o regulador sobre o exercício da 
responsabilidade social da empresa em maté-
ria de ambiente.

As empresas apresentaram à ERSE, antes 
do início do período regulatório, o respectivo 
PPQA, indicando as medidas a implementar 
durante todo o período de regulação e os cus-
tos orçamentados. A ERSE apreciou os planos 
entregues, indicando que medidas considerava 
aceitáveis e o tecto máximo de custos a aceitar 
para efeitos tarifários em cada uma delas.

Após a execução anual do PPQA, as empre-
sas enviam à ERSE um Relatório de Execução 
detalhando as acções efectuadas, os objectivos 
alcançados e a justifi cação dos custos incorri-
dos. Cabe à ERSE apreciar este relatório e de-
cidir qual o montante de custos a considerar 
nas tarifas do ano seguinte. Os custos relativos 
a um determinado ano (t) são considerados, 
a posteriori, nas tarifas dois anos depois (t+2).

Na fi gura seguinte apresenta-se de modo 
esquemático o funcionamento dos PPQA, to-
mando se como exemplo a execução relativa ao 
ano de 2002. 

Durante os períodos de regulação 2002-2004 
e 2005 podiam apresentar PPQA as empresas 
reguladas de Portugal continental - REN e 
EDP Distribuição.

Preferencialmente, a ERSE aceita custos re-
lativos a medidas de carácter voluntário, ou 
seja, medidas que não resultem da aplicação 
da legislação em vigor, uma vez que se conside-
ra que estes são custos normais da actividade 
das empresas. No entanto, e como incentivo a 
um mais rápido cumprimento da legislação, a 
ERSE aceitou para efeitos tarifários, nos pe-
ríodos 2002-2004 e 2005, 50% dos custos de 
algumas acções não voluntárias.
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Dada a difi culdade em quantifi car e valorizar 
os benefícios ambientais, bem como a falta de 
experiência neste tipo de acções, não foram 
feitas análises do tipo custo benefício que ga-
rantam a efi ciência económica das medidas 
adoptadas, ou seja, não é possível afi rmar que, 
com os montantes gastos, sejam estas as medi-
das que obtêm melhores benefícios ambientais 
com menores custos. Em alternativa, têm sido 
adoptadas análises do tipo custo-efi cácia des-
tinadas a quantifi car o custo de atingir deter-
minado objectivo e a reunir informação quan-
titiva que permita análises mais detalhadas no 
futuro. 

Os custos relativos aos PPQA são incluídos 
nas tarifas respeitantes a cada uma das activi-
dades reguladas. Assim, os custos relativos ao 
PPQA da EDP Distribuição são considera-
dos nas tarifas de uso da rede de distribuição. 
Os custos relativos ao PPQA da REN - Rede 
Eléctrica Nacional são repartidos pelas tarifas 
de energia e potência, uso global do sistema e 
uso da rede de transporte.

Em síntese, os custos com os PPQA são pagos 
por todos os consumidores de energia eléctrica.     

Os PPQA da EDP Distribuição ao longo dos 
anos incluíram a implementação de diversos 
programas, conforme se descreve no quadro se

guinte, onde se inclui uma descrição das medi-
das efectuadas ao abrigo de cada programa e os 
principais benefícios ambientais associados. Re-
corda-se que relativamente a 2005 são apresenta-
dos valores orçamentados e acções previstas.

Quem paga os custos com ambiente incluídos 
nos PPQA

Medidas Adoptadas e Resultados Alcançados 
pela EDP Distribuição
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Da análise do quadro anterior verifi ca-se que, 
no essencial, existem os seguintes tipos de me-
didas:

• Gestão ambiental (inclui formação).
• Resíduos.
• Ruído.
• Avifauna.
• Integração paisagística.
• Outros.
Na fi gura seguinte apresenta-se a estrutura 

de custos com os diversos tipos de medidas 
acima indicados. Verifi ca-se que a maioria dos 
custos se refere a programas de integração pai-
sagística, seguidos dos programas relativos aos 
resíduos e avifauna.

Os PPQA da REN ao longo dos anos inclu-
íram a implementação de diversas medidas, 
conforme se descreve no quadro seguinte, onde 
se inclui uma descrição das acções efectuadas 
ao abrigo de cada medida e os principais bene-
fícios ambientais associados. Relembra-se que 
relativamente a 2005 são apresentados valores 
orçamentados e acções previstas.

Medidas Adoptadas e Resultados Alcançados 
pela REN
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Da análise do quadro anterior verifi ca-se que, 
no essencial, existem os seguintes tipos de me-
didas:

• Gestão ambiental (inclui formação e ID).
• Avifauna.
• Integração paisagística.
Na fi gura seguinte apresenta-se a estrutura 

de custos com os diversos tipos de medidas 
acima indicados. A estrutura de custos variou 
ao longo dos anos, sendo que a integração pai-
sagística tem vindo a ganhar maior importân-
cia relativa no total.

Na fi gura seguinte apresentam-se os valores 
aceites para efeitos tarifários no período 2002-
2004. No que respeita aos valores de 2005, 
nesta análise foram adoptados os valores orça-
mentados, embora a sua aceitação para efeitos 
tarifários esteja dependente da aprovação dos 
relatórios de execução.

A quantifi cação e valorização dos benefícios 
ambientais é tarefa complexa e sujeita a diver-
sas hipóteses que naturalmente infl uenciam 
signifi cativamente os resultados. Nesta fase, 
não é ainda possível efectuar análises custo-
benefício, nem garantir que, com os montan-
tes gastos, as medidas implementadas tenham 
sido as melhores.

No entanto, é possível melhorar a efi ciência 
de determinada medida, ou seja, garantir um 
determinado objectivo a menor custo através 
de análises do tipo custo efi cácia.

No período 2002-2004 e 2005 foi já pos-
sível encontrar alguns valores de custo para 
atingir determinado objectivo. Estes valores 
podem ser utilizados para avaliação dos fu-
turos PPDA. Estabelecido um determinado 
objectivo, é possível, recorrer a valores padrão 
para determinar o montante máximo que será 
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aceite para efeitos tarifários, incentivando as 
empresas a atingirem os objectivos a custos 
mais reduzidos.

Verifi ca-se que com a experiência de aplica-
ção das medidas as empresas têm conseguido, 
na maioria das situações, diminuir os custos 
unitários.

Os PPQA incentivaram, nos últimos quatro 
anos, a realização de algumas medidas que per-
mitiram às empresas reguladas melhorarem o 
seu desempenho ambiental, bem como uma 
maior preocupação em termos de comunica-
ção ao nível ambiental. 

Tratando-se de um incentivo regulatório que 
foi implementado recentemente (2002), é na-
tural e expectável que surjam diversas difi cul-
dades de arranque, tanto por parte das empre-
sas como por parte da própria ERSE. Assim 
se justifi ca que na análise qualitiva alguns pro-
gramas ou medidas tenham sido classifi cados 
como negativos, embora numa análise global a 
ERSE considere que os PPQA da EDP Dis-
tribuição e REN foram ambos positivos. Os 
diversos contactos mantidos com as empre-
sas, recorrendo designadamente a reuniões de 
acompanhamento semestrais e algumas visitas 
de campo permitiram ultrapassar a grande 
maioria das difi culdades encontradas na apli-
cação deste incentivo.

Da experiência de quatro anos resultaram 
conclusões que foram já tidas em consideração 

na elaboração do recente Regulamento Tari-
fário. Espera-se assim que os PPDA, instru-
mento que sucede aos PPQA, possam contri-
buir de modo mais efi ciente para a melhoria 
do desempenho ambiental das empresas regu-
ladas. 

Pela primeira vez este instrumento será apli-
cado nas Regiões Autónomas. Espera-se que 
as empresas reguladas destas regiões possam 
usufruir do caminho já trilhado pelas empre-
sas de Portugal continental.

São diversos os desafi os que se colocam no 
futuro, tanto às empresas como à ERSE, de-
signadamente:

• Incremento da parcela de programas volun-
tários.

• Uma utilização mais efi ciente dos meios, 
obrigando a uma melhor monitorização e 
maior número de análises custo-efi cácia.

• Maior envolvimento de outros agentes, de-
signadamente associações de consumidores e 
organizações não governamentais de ambien-
te.

• Maior divulgação, fomentando a inovação e 
a troca de experiências entre agentes.

• Avaliação da efi ciência das medidas adop-
tadas.

Para terminar, resta referir que a ERSE nesta, 
como em todas as outras matérias, está sempre 
receptiva à recepção de questões e comentários 
que possam contribuir para a melhoria deste 
tipo de instrumentos de promoção do desem-
penho ambiental das empresas reguladas.

Conclusão
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No presente artigo avalia-se a possibilidade de 
implementação de um mercado de certifi cados 
verdes em Portugal. Para o efeito, recorre-se a um 
modelo simples de mercado de certifi cados verdes 
em concorrência perfeita para simular dois mer-
cados de certifi cados verdes de âmbito nacional, 
Portugal e Espanha, e um mercado de âmbito 
ibérico. Comparam-se os resultados obtidos nos 
três mercados. Confrontam-se os resultados obti-
dos com os custos do actual mecanismo remune-
ratório da energia eléctrica a partir de fontes de 
energia renováveis (E-FER). Analisa-se o impac-
te dos custos de implementação de um mercado 
de certifi cados verdes, e dos custos do actual meca-
nismo remuneratório da E-FER, no preço médio 
da tarifa de venda de energia eléctrica a clientes 
fi nais.

Palavras chaves: Fontes de Energia Renováveis, 
Electricidade, Mercado de Certifi cados Verdes, 
Tarifa de Compra a Preço Garantido, Liberali-
zação.

A emissão de gases para a atmosfera, resul-
tante da queima de combustíveis fósseis na 
produção de energia eléctrica, tais como o dió-
xido de carbono, o dióxido de enxofre e os óxi-
dos de azoto, pode causar impactes ambientais 
de âmbito local (acidifi cação) e global (altera-
ções climáticas).

O combate ao problema das alterações cli-
máticas encontra-se actualmente no cerne 
das políticas ambiental e energética da União 
Europeia e dos seus Estados-Membros. Neste 
sentido, a União Europeia comprometeu-se, 

no âmbito do Protocolo de Quioto, a reduzir 
as emissões de gases com efeitos de estufa em 
8% face ao nível de emissões em 1990, no perí-
odo compreendido entre 2008 e 2012.

O forte contributo do sector eléctrico para o 
problema das alterações climáticas exige que 
os vários agentes do sector assumam a sua 
quota-parte no esforço de redução das emis-
sões, necessário para o cumprimento dos com-
promissos de Quioto. Neste sentido, os agen-
tes do sector eléctrico podem adoptar diversas 
medidas, nomeadamente, o aumento da efi ci-
ência na produção e na utilização da energia 
eléctrica, e a transição para fontes de energia 
livres de carbono e para combustíveis menos 
intensivos em carbono.

A produção de energia eléctrica a partir de 
fontes de energia renováveis (E-FER), apesar 
de não estar isenta de impactes ambientais, re-
presenta, pela sua natureza, uma opção efi caz 
para mitigar alguns dos problemas ambientais 
associados à produção de energia eléctrica, 
dado que se dirige para as suas causas últimas, 
permitindo não só poupar recursos escassos 
como evitar a geração de emissões e resíduos. 
Para além de contribuir para a melhoria da 
qualidade ambiental, a produção de E-FER 
pode ajudar na resolução dos problemas de se-
gurança e diversifi cação do abastecimento de 
energia com que se debate a União Europeia 
em geral e Portugal em particular.

Apesar de se encontrarem disponíveis em 
abundância na natureza e apresentarem um 
considerável potencial económico e de redução 
de impactes ambientais, as fontes de energia 
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renováveis, com excepção da energia hidroe-
léctrica, têm, ainda, um papel modesto no ba-
lanço de energia eléctrica nacional. Em 2001, a 
produção de E-FER, excluindo a grande hídri-
ca, apenas representava 3,4% da produção na-
cional de energia eléctrica. Com efeito, existe 
um conjunto de obstáculos institucionais, ad-
ministrativos e de mercado que impedem um 
desenvolvimento mais acelerado da produção 
de E-FER.

Para promover o desenvolvimento da produ-
ção de E-FER, as autoridades políticas têm ao 
seu dispor diversos instrumentos de incentivo, 
ou seja, instrumentos de discriminação positi-
va para a produção de E-FER que têm por ob-
jectivo criar condições favoráveis à penetração 
a curto prazo da E-FER no balanço de energia 
eléctrica. Assim, para além das tarifas de com-
pra a preço garantido, actualmente utilizadas 
em Portugal, a adjudicação da quota de produ-
ção de E-FER por concurso e os mercados de 
certifi cados verdes são os outros instrumentos 
de promoção do desenvolvimento da produção 
de E-FER mais utilizados na Europa.

Num mercado de energia eléctrica liberali-
zado, a concepção e a implementação de ins-
trumentos de incentivo ao desenvolvimento da 
produção de E-FER deverão ser realizadas em 
conformidade com os princípios de mercado. 
As tarifas de compra a preço garantido foram 
concebidas e implementadas antes de se iniciar 
o processo de liberalização do sector eléctrico 
na Europa e, por isso, podem não cumprir este 
requisito. Com efeito, os preços garantidos 
podem ser incompatíveis com o artigo 92.º do 
Tratado da União relativo a auxílios estatais. 
Até ao momento, a Comissão Europeia tem 
tido uma posição favorável no que concerne os 
auxílios à produção de E-FER. Contudo, caso 
se verifi que o aparecimento de distorções no 
mercado que restrinjam as trocas comerciais 
de energia eléctrica, esta situação pode alterar-
se.

O mercado de certifi cados verdes transaccio-
náveis é um novo instrumento de incentivo ao 
desenvolvimento da E-FER, compatível com 

os princípios de mercado e economicamente 
efi ciente. Neste sistema, os produtores de E-
FER recebem certifi cados que reconhecem o 
valor ambiental da energia eléctrica produzi-
da. Os certifi cados são transaccionados num 
mercado criado para o efeito, gerando receitas 
adicionais para os produtores de E-FER. O 
comércio dos certifi cados é independente da 
transacção física da energia eléctrica.

O mercado de certifi cados verdes é conside-
rado pela Comissão Europeia como uma op-
ção que permite reduzir as distorções resultan-
tes da existência de diversos instrumentos de 
incentivo à produção de E-FER no mercado 
único de energia eléctrica.

Os mercados de certifi cados verdes são um 
instrumento económico de promoção da 
E-FER que têm por base a teoria económica 
dos mercados de direitos transaccionáveis. A 
ideia principal deste tipo de instrumento é uti-
lizar as forças de mercado para determinar o 
pagamento adicional necessário para incenti-
var uma maior penetração da E-FER nos mer-
cados de energia eléctrica. Para este efeito, o 
certifi cado verde transaccionável representa o 
valor económico de uma unidade E-FER, po-
dendo ser comprado e vendido num mercado. 
Assim, a remuneração da E-FER consiste de 
duas parcelas: uma que resulta da venda da 
energia eléctrica produzida num mercado de 
energia eléctrica e outra que provém da ven-
da dos certifi cados verdes num mercado cria-
do para o efeito (Fig. 1). A energia eléctrica e 
os certifi cados serão comercializados em dois 
mercados separados e, portanto, o mercado fi -
nanceiro dos certifi cados verdes será, em prin-
cípio, totalmente independente do mercado 
físico de energia eléctrica.

Num mercado de certifi cados verdes as 
transacções podem realizar-se através de um 
mercado ao balcão ou através de um mercado 
organizado. No início do funcionamento do 
mercado é provável que sejam mais utilizados 
os contratos bilaterais, pois o volume de trans

286

2. Mercado de Certifi cados Verdes



287

acções é reduzido. Se o volume de transacções 
for sufi cientemente grande, os certifi cados po-
dem ser transaccionados num mercado orga-
nizado, conduzindo a uma maior concorrên-
cia e transparência. Adicionalmente, podem 
ser utilizados instrumentos de redução de 
risco fi nanceiro (price hedging), como por 
exemplo futuros, no sentido de reduzir o ris-
co associado ao preço dos certifi cados verdes.

Simularam-se dois mercados de certifi cados 
verdes de âmbito nacional, Portugal e Es-
panha, e um mercado de âmbito ibérico, no 
período 2003-2010. Para o efeito, utilizou-se 
um modelo simples de mercado de certifi ca-
dos verdes em concorrência perfeita proposto 
por Knuttson (2002).

No modelo utilizado o valor dos certifi ca-
dos verdes foi calculado, de forma simples, 
pela diferença de custo entre as fontes de 
energia renováveis e as fontes de energia não 
renováveis.

O consumo de energia eléctrica em cada 
ano, Wt, é calculado a partir de

                                                                       (1)
em que Wt-1 é o valor estimado do consumo 

no ano t-1 e γt é a taxa anual de crescimento 
do consumo de energia eléctrica.

A quota de produção de E-FER em 2010, 
considerada em cada cenário simulado, é de-
terminada em função do consumo nacional 

Figura 1 - O mercado de energia eléctrica e o mercado de 
certifi cados verdes.

2. Simulação do Mercado de Certifi cados 
Verdes

2.1 Modelo de Mercado de Certifi cados Verdes

bruto de electricidade em 2010, de acordo 
com

                (2)
em que,

A procura de certifi cados verdes é inelástica 
ao preço e é função da quota de E-FER, de 
acordo com

 (3)
em que,

O acréscimo na procura de certifi cados ver-
des em cada ano, ΔVt, evolui de forma linear 
de acordo com

                                                                        (4)
em que V2010 é a procura de certifi cados verdes 
em 2010, V2002 é a produção de E-FER no fi nal 
de 2002 e n é a duração do período simulado.

O lucro dos produtores de E-FER, Πi, é dado 
por

                                                                         (5)
em que,

lucro do produtor de E-FER i

preço no mercado spot de energia eléctrica

preço dos certifi cados verdes

custo de produção de E-FER do produtor i
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quota de E-FER, em 2010
percentagem do consumo nacional bruto de energia 
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em 2010
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quota de E-FER, em 2010

produção de energia eléctrica em grandes aproveita-
mentos hídricos, em 2010
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Para os produtores de energia eléctrica de ori-
gem não renovável, a função lucro é dada por

  
                                                                          (6)
em que,

Numa situação de mercado em concorrência 
perfeita, com lucro económico nulo para todos 
os produtores de energia eléctrica, renováveis 
e não renováveis, e igual preço de energia eléc-
trica no mercado spot1, o preço do certifi cado 
verde para o produtor renovável i é dado por

       (7)
em que Cri e Cnr representam, respectivamen-
te, o custo unitário de produção de energia 
eléctrica a partir de fontes de energia renová-
veis e de fontes de energia não renováveis. 

O custo dos certifi cados verdes correspon-
de à diferença entre o custo nivelado da nova 
capacidade de produção de energia eléctrica a 
partir de fontes de energia renováveis e o cus-
to nivelado de produção de energia eléctrica 
a partir de fontes de energia convencionais. 
Note-se que se está a referir ao custo e não ao 
preço dos certifi cados.

Num determinado ano, o custo da energia 
eléctrica de origem renovável é dado por

                                                                         (8)
em que:
βt é um factor de redução do custo de de-

senvolvimento de cada tecnologia para o ano t 
(βt<0). No ano inicial, t é igual a zero.

A minimização da função custo dos certifi ca-
dos verdes é dada por

                                                                         (9)

em que, y e z são os índices de país e tecnolo-
gia, respectivamente, e m e k os seus números. 

Quando o mercado estudado é de âmbito na-
cional não é considerado o índice de país.

O somatório dos acréscimos de produção de 
E-FER, por tecnologia, em cada país, iguala-
rá, em 2010, a meta indicativa de produção de 
E-FER, estabelecida na Directiva 2001/77/
CE, deduzida da produção a partir de grandes 
aproveitamentos hidroeléctricos:

                                                                            
                                                                         (10)
aplicando-se  a  seguinte restrição aos  acrés-
cimos nacionais de produção de E-FER por
tecnologia: 

   (11)
em que Pyz é o potencial de desenvolvimento 
da tecnologia de produção de E-FER z, no país 
y, e a é um índice temporal secundário equi-
valente a t. O crescimento da E-FER (ΔVyzt) 
está limitado ao potencial de desenvolvimento 
disponível de cada tecnologia de produção de 
E-FER (Pyzt).

Os resultados obtidos permitem concluir que 
os preços dos certifi cados verdes no mercado 
português são sempre inferiores aos preços ve-
rifi cados no mercado espanhol e no mercado 
ibérico de certifi cados verdes (Fig. 2).

Do ponto de vista dos consumidores de ener-
gia eléctrica portugueses, a implementação de 
um mercado de certifi cados verdes em Portu-
gal é uma solução mais vantajosa do que a im-
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lucro do produtor de energia eléctrica não renovável j

preço no mercado spot de energia eléctrica

custo de produção de energia eléctrica do produtor 
não renovável j

1 Esta é uma hipótese simplifi cativa forte, pois muito difi cilmente o preço médio no mercado spot de energia eléctrica resultará igual para fontes renováveis e 
não renováveis, já que o posicionamento destas tecnologias no diagrama de cargas é bastante distinto.

3. Resultados

Figura 2 - Evolução do preço marginal dos certifi cados verdes 
nos mercados de âmbito nacional, Portugal e Espanha, e no 

mercado de âmbito ibérico (Mibel)
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plementação de um mercado de âmbito ibérico 
pois, no período 2003-2010, conduzirá a uma 
redução de 408,46 milhões de euros no sobre-
custo da produção de E FER. 

Do ponto de vista dos produtores portugue-
ses de E-FER, a implementação de um mer-
cado de certifi cados verdes de âmbito ibérico 
revela-se mais proveitosa, pois gera um exce-
dente do produtor de 863,40 milhões de eu-
ros, face aos 388,31 milhões de euros gerados 
pelo mercado português.

Quando se comparam os custos totais re-
sultantes do cumprimento das obrigações de 
compra de E-FER, em Portugal e em Espanha, 
através de dois mercados de certifi cados verdes 
distintos, Portugal + Espanha, com os custos 
correspondentes de um mercado de âmbito 
ibérico, verifi ca-se que a implementação de um 
mercado de âmbito ibérico de certifi cados ver-
des permitirá uma redução de 658,27 milhões 
de euros no custo de produção de E-FER em 
Espanha e provocará um aumento de 408,46 
milhões de euros em Portugal.

Em qualquer dos cenários estudados as tecno-
logias responsáveis pelo aumento de produção 
de E-FER são: o gás de aterro, a energia eólica, 
as lamas de ETAR, o biogás agro-pecuário e 
a mini-hídrica. As tecnologias mais caras, tais 
como a energia fotovoltaica e a energia das on-
das, não terão lugar no mercado. Assim, se for 
objectivo de política energética desenvolver es-
tas tecnologias, então será necessário atribuir 
um apoio suplementar à remuneração obtida 
por estas tecnologias no mercado de certifi ca-
dos verdes, por forma a torná-las competitivas 
no mercado de energia eléctrica.

Comparou-se o sobrecusto da produção de 
E-FER resultante do mercado português de 
certifi cados verdes com o sobrecusto resultan-

te do mecanismo de remuneração da E FER 
actualmente em vigor. Verifi cou-se que o so-
brecusto do mercado de certifi cados verdes 
é inferior em 276,51 milhões de euros face 
ao sobrecusto do actual mecanismo remune-
ratório. Ou seja, cerca de 38% do sobrecusto 
do mercado de certifi cados verdes no período 
2003-2010, 730,37 milhões de euros.

Importa avaliar o impacte no preço médio 
das tarifas de Venda a Clientes Finais resultan-
te da aquisição, em 2010, da quota obrigatória 
de E-FER no mercado de certifi cados verdes 
português. Para tal considerou-se um cenário 
de consumos previsível para 2010 e as tarifas 
de Venda a Clientes Finais do SEP em 2003. 
Os resultados obtidos apontaram para aumen-
tos nas tarifas de Venda a Clientes Finais de 
energia eléctrica que podiam variar entre os 
3,3 % para os clientes de baixa tensão e os 7,9 
% para os clientes de muito alta tensão.

No presente artigo avalia-se a possibilidade 
de implementação de um mercado de certi-
fi cados verdes em Portugal. Para o efeito, re-
corre-se a um modelo simples de mercado de 
certifi cados verdes em concorrência perfeita e 
simulam-se dois mercados de certifi cados ver-
des de âmbito nacional, Portugal e Espanha, e 
um mercado de âmbito ibérico.

Demonstra-se a vantagem do mercado de 
certifi cados verdes como instrumento de in-
centivo ao desenvolvimento da produção de 
E-FER face ao actual mecanismo de remune-
ração da PRE de origem renovável e mostra-se 
que o mercado de certifi cados verdes permite, 
de forma descentralizada, cumprir a quota de 
produção de E-FER em 2010 ao mínimo cus-
to possível.

4. Conclusões
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In the present regulation of the Portuguese 
electricity sector distribution companies, acting 
as last resort suppliers, can promote energy ef-
fi ciency measures also designated in this context 
by Demand Side Management (DSM) meas-
ures. In order to promote the implementation of 
these measures, the Tariff  Code establishes that 
the measures costs and half of the respective net 
benefi ts will be refl ected in the supply tariff s.

In this paper diff erent criteria for valuing DSM 
measures are analyzed, including valuing avoided 
costs from the electricity sector (namely by con-
sidering data from marginal costs) and valuing 
environmental benefi ts.

Th e economic criteria discussed are applied to 
fi ve DSM measures. For each criteria and for 
each DSM measure several aspects are evaluated, 
namely: (i) the respective costs and benefi ts, distin-
guishing between bill reduction benefi ts and envi-
ronmental benefi ts, (ii) the benefi t/cost ratio, (iii) 
the amount of allowed revenues to be included in 
the supply tariff s and the impact it causes to con-
sumers, and (iv) the cost per ton of avoided CO2 
emission as well as the cost per kWh of saved en-
ergy. A sensitivity analysis on the merit order of 
the diff erent measures is also performed.

Th e results show that the diff erent criteria con-
sidered have a signifi cant impact on the costs 
that electricity consumers pay through tariff s and 
a relatively minor impact on the merit order of 
the diff erent measures. Th erefore, changing the 
hypotheses behind the criteria discussed would 
not have a major impact on project selection, but 
could be relevant for the design of incentives for 
each measure.

It is shown that despite the attribution of high 
environmental premiums for the implementa-
tion of DSM measures, the costs for ton of CO2 
avoided are much lower than those which would 
result from the implementation of equivalent sup-
ply side measures.

Index Terms: demand side management, ener-
gy effi  ciency, environmental premium, economic 
regulation.

Th e measures for effi  cient use of electricity 
promoted by the companies supplying elec-
tricity are usually named as demand side man-
agement (DSM) measures. From the point of 
view of a regulated company, it is important to 
put the incentives and costs of DSM programs 
side by side with the other instruments of eco-
nomic regulation.

Th ese measures must be valued bearing in 
mind that although their costs will be sup-
ported by electricity consumers, their benefi ts, 
resulting from a more rational use of electricity 
will aff ect not only the consumers themselves 
and the regulated companies, but also society 
as a whole.

Bearing in mind the necessity of promoting 
this kind of DSM measures, in 2001 the Por-
tuguese energy regulator (ERSE) introduced 
in the Tariff  Code an obligation upon distribu-
tion companies, acting as the electricity public 
system (SEP) last resort supplier, to defi ne a 
DSM program. For each regulatory period, 
the program shall describe measures and ac-
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tions to be undertaken in each year of the reg-
ulatory period, showing clearly the objectives 
and discriminating the respective costs and 
benefi ts which are to be achieved [1, 2].

Th e Tariff  Code defi nes how to calculate the 
revenues for the SEP last resort supply activ-
ity, which includes the a posterior recogni-
tion of the costs and benefi ts with the DSM 
measures foreseen in the DSM program. Th e 
model for determining the costs and benefi ts 
is settled in the beginning of the regulatory 
period.

In the revenues established by the Tar-
iff  Code 50% of the net benefi ts related to 
the DSM measures are accepted. Addition-
ally, the implementation costs of the DSM 
measures are accepted, if they have been pro-
grammed and foreseen.

Considering that 50% of the costs and bene-
fi ts are refl ected in the tariff s, there should be 
a particular care in the economic valuation of 
DSM measures. In this paper diff erent valu-
ing criteria for DSM measures are discussed.

Th e present paper is organized in the fol-
lowing way. In section 2.A diff erent economic 
criteria for evaluating the DSM measures are 
discussed. In section 2.B the economic cri-
teria for valuing the DSM measures, estab-
lished for the 2002-2006 regulatory periods 
are presented. Th ese economic criteria were 
considered in the calculation of the eligible 
costs and benefi ts that were recovered by 
SEP supply tariff s, paid by consumers. In sec-
tion 3.A fi ve DSM measures are established, 
presenting the characteristics of each one. 
Th ese measures have been conceived by the 
authors, having in mind the infl uence analy-
sis of the several economic criteria for the 
evaluation of the DSM measures. In section 
3.B the impacts of the several economic cri-
teria are simulated, in particular the impacts 
(i) on the value of costs and benefi ts of the 
DSM measures, separated on the environ-
mental and bill reduction parcels, (ii) on the 
measures benefi t/cost ratio and (iii) on the 
amount of revenues to be recognized on tar-

iff s, evaluating the correspondent impact on 
consumers. Some environmental indicators 
associated with the proposed measures are 
also presented, accordingly to the economic 
criteria of evaluation established for the 2002 
2006 regulatory periods. In chapter 4 the pa-
per conclusions are presented.

In the scope of the Portuguese electricity 
sector regulation the distribution company is 
allowed to share the benefi ts from the DSM 
measures it promotes. Th e benefi ts can be 
considered on a social perspective, either in 
terms of energy bills reduction, or environ-
mental impacts reduction.

Th e bill reduction resulting from a DSM 
measure is an adequate image of the set of 
costs subjacent to the supply of electricity. 
Th is unity of measure of the benefi ts is use-
ful, as long as it brings the perspective of the 
society in the consideration of DSM benefi ts, 
concentrating the two parcels that are usually 
taken into account - benefi ts to consumers 
and benefi ts to the supplier.

Th e environmental benefi ts are associated 
to the reduction of negative externalities re-
lated to the environmental impacts of the 
electricity sector. Nevertheless, the evalua-
tion methodology of the environmental costs 
is a controversial subject, where considerable 
uncertainty subsists. 

Benefi ts associated to the bill reduction and 
to the reduction of the environmental impacts 
are calculated on the basis of the comparison 
between the more effi  cient technology and 
the standard technology of the market, which 
off ers a similar service.

In the measures which foreseen the fi nanc-
ing of part of the cost diff erence between the 
equipment more effi  cient and the standard, 
the benefi ts resulting from the fi nancing 
of the cost diff erence should be refl ected in 
the tariff s, in the percentage of the fi nancing 
given.
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Th e valuing of DSM measures may be a 
source of big controversy; hence several hy-
potheses may be adopted. Th e adopted hy-
potheses have infl uence on the benefi ts and 
costs of the measures, as it will be shown in 
section 3.B.

Starting from a base hypothesis for valuing 
DSM measures several alternative hypoth-
eses are discussed, accordingly to table I.

Th e consideration of 100% of bill reduction 
as a benefi t of DSM measures is a strong hy-
pothesis and an extreme of the several possi-
bilities of analysis. To take into consideration 
as a benefi t of DSM measures, the amount 
that consumers would not pay in their electric-
ity bill implies the assumption that there is no 
variation in the producer surplus, that is, the 
social benefi t is equal to the variation in the 
consumer surplus. Nevertheless, the only case 
where the producer surplus does not change 
with the reduction of quantity is when the 
price is equal to the supply marginal cost, once 
this is a requisite for the reduction of revenues 
to equal the reduction of costs. As already 
stated, this is a strong hypothesis, which cor-
responds to an extreme theoretical situation.

An alternative, is assuming that costs associ-
ated to electricity supply enclose components 
that do not depend on the quantity supplied, 

which means considering the existence of costs 
that do not change with the quantity. In prac-
tice, it is admitted that electricity supply prices 
are higher than marginal costs, implying a neg-
ative variation in producer surplus when there 
is a reduction in the quantity supplied, once 
the reduction in revenues is higher than the 
reduction of costs. Th is means that the vari-
ation on the producer surplus is not any more 
equal to zero. Th us, the variation on the social 
surplus is equal to the sum of the variation on 
the consumer surplus (positive and equal to 
the reduction in the bill) and on the producer 
surplus (negative and equal to the diff erence 
between marginal costs and total unit costs).

It is important to state that in the current sit-
uation of SEP, where fi nancial-economic pro-
ducer’s equilibrium is secured by the existence 
of electricity long term acquisition contracts, 
the reduction of the producer surplus is recog-
nized in the electricity tariff s, being supported 
by SEP consumers in the following two years. 
Given this, there is still a reduction of the so-
cial welfare, because there is only transference 
of the loss from the producers to the electricity 
consumers.

In Portugal, in the second period of the elec-
tricity sector regulation (2002 to 2004) the dif-
ference between the allowed revenues for the 
SEP last resort supplier and the revenues that 
would be obtained by tariff s equal to marginal 
costs was 25%, this is, 75% of costs change 
with the quantity supplied. With these values, 
the welfare change would be 75% of the bill 
reduction (100% consumer benefi t and -25% 
producer benefi t). So, an alternative hypoth-
esis is considered, named “F75%”, in which the 
benefi t is 75% of the bill reduction.

Th e above mentioned percentage is calculat-
ed considering only energy and power charges, 
which are the only billing variables dependent 
on consumption decrease. Other charges, like 
fi xed charges per consumer or reactive energy 
charges are not taken into account. Figure 1 
and table 2 present this values in terms of 
2004 revenues.

A.  Discussion of the economic criteria for valuing 
DSM measures

TABLE 1

1)  Valuing avoided costs

Valuing hypotheses of DSM measures
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If a short term perspective is adopted and the 
only costs considered as sensitive to quantities 
are those concerning the energy parcel of the 
Energy and Power tariff  (tariff  which allows 
the recovering of the electricity acquisition 
costs of the SEP supplier), the value of the 
benefi t concerning the electricity bill reduc-
tion is 37%. Th is is another hypothesis, being 
named “F37%” and refl ects the benefi t of bill 
reduction associated with the generation mar-
ginal costs. Th e application of this criterion to 
the current situation in SEP, means that 63% 
of the bill reduction corresponds to losses of 
electricity sector companies, namely due to the 
fi xed costs associated with energy infrastruc-
tures, being this losses transferred to SEP con-
sumers in the following two years.

Another extreme hypothesis, which is impor-
tant to consider is not to take into considera-
tion any benefi t due to the bill reduction. So, 
another hypothesis “F0%” is also considered, 
that may have two interpretations: the costs 
are all fi xed (very short term perspective); or 
the benefi ts are appropriated by the consum-
ers participating in the program and are not 
shared.

Alternatively to the previous hypotheses, the 
electricity bill reduction may, from the elec-

tricity supply companies’ perspective, be con-
sidered as a cost from DSM measures. From 
this perspective, the benefi t parcel from bill 
reduction would be considered as in hypoth-
esis “F37%”, refl ecting the variable costs associ-
ated to generation, being determined a value 
to be considered as a cost on the perspective 
of the SEP supplier. Th e reduction of active 
energy supplied has a negative impact in the 
activities regulated by price cap, because the 
allowed revenues change with the quantities 
supplied. Nevertheless, this change will hap-
pen only until the next price control revision 
(every three years), this is, until the new reg-
ulatory period. In this context, and from the 
distribution company perspective, only the 
electricity distribution activity, which is regu-
lated by price cap, is negatively aff ected with 
the reduction of electricity supplied. Given the 
exposed, another hypothesis was considered, 
in which the consumption reduction leads 
to a reduction of electricity distribution rev-
enues, with a unitary value equal to the price 
cap (RProv), maintaining as a benefi t the same 
that was considered in hypothesis “F37%”. For 
determining this additional cost parcel it was 
assumed that the electricity consumption re-
duction leads to a reduction of the allowed 
revenues of two years. Th e analysis is done by 
voltage level. For simplicity reasons it was not 
considered the eff ect on the activity costs due 
to the reduction of quantities, which could be 
valued by incremental costs.

Th e consideration of environmental benefi ts 
due to DSM measures allows the partial in-
clusion of environmental impacts in the elec-
tricity price. Th e environmental benefi ts, con-
cerning the environmental impact reduction 
due to the electricity saving and its refl ex on 
generation, were accounted through the for-
mula established in the Portuguese Decree-
Law n.º 168/99, in which the rules applicable 
to special regime producers are established. 
Th e eligible environmental benefi t considered 
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TABLE 2

Electricity total  bill and marginal costs per price variable

Figure 1 - Electricity charges (Value and repartition).

2)  Valuing environmental benefi ts
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is 74,8 euros per ton of avoided CO2, result-
ing in a value of 2,77 cent €/kWh saved due 
to the implementation of DSM measures. For 
calculating this value it was taken as reference 
the emissions of a natural gas combined cycle 
plant (0,37 kgCO2/kWh).

Nevertheless, the doubts and uncertainties 
about the evaluation of this eff ect raise some 
questions, namely the adequate evaluation for 
each ton of avoided CO2. Given these doubts 
and uncertainties, it must be questioned if the 
electricity price already incorporates the total-
ity of this impact.

Th is question assumes even more relevance 
if other energy products are considered, which 
are in competition with electricity, and do not 
fully incorporates this environmental cost on 
their prices.

Th us, in the present analysis, an alternative 
hypothesis “BA75%” was considered, where 
the accepted benefi t for the electricity sector is 
75% of the environmental benefi t.

One of the traditional hypotheses considers 
that the total benefi ts are calculated during the 
lifetime of the equipments promoted in each 
measure, being accounted in the year in which 
the measure is realized and, therefore, in the 
year of the costs accounting. From the point of 
view of regulated companies there is a propen-
sity to require the accounting of the benefi ts 
in the year of the measure realization, though 
they are calculated considering the equipments 
lifetime.

Although being acceptable the payment of 
the measures in the year of realization, it seems 
less acceptable the accounting of the benefi ts 
considering the total equipments lifetime, es-
pecially for equipments with long life times.

It is frequent that programs of incentives 
for investments in energy effi  ciency limit the 
counting period for benefi ts to a maximum 
value, because it is thought, that after this pe-
riod the conditions of the market will have 
changed suffi  ciently, so that the accounting of 

this incentive will not be justifi able. In fact it 
is expected that in a broad period (10 or 12 
years) the market of equipments, which is be-
ing subsidized on the argument of dynamizing 
and transforming, has already achieved a suf-
fi cient mature stage and also that the environ-
mental impacts have already been internalized 
in the electricity market.

Th e consideration of the technological evolu-
tion in the medium term is another argument 
in support of the prudence for not considering 
long terms for accounting the benefi ts. Even 
in relation to the most effi  cient technology it 
is possible to argue that, in the future, it may 
become an obsolete technology without inter-
est from the environmental or energy point of 
view. Th e promoted technology must be com-
pared to the technology that would exist with-
out the promotion, but it may be considered 
that the technological progress makes obsolete 
the less effi  cient technology, increasing the at-
tractiveness of its substitution by the consum-
er, even if there is no subsidy.

Another argument that conditions the ac-
ceptance of long terms for counting the benefi ts 
concerns the evolution of the electricity mar-
kets in the European Union and, in particular, 
in Portugal where until 2005 only a portion 
of LV consumers were eligible to choose their 
supplier and thus were eligible to avoid paying 
for this DSM measures in the regulated supply 
tariff . Supposing that the expenses (costs plus 
benefi ts) will be supported by consumers two 
years after the year of investment and given a 
current value of future cash fl ows concentrated 
in that year, it is important to question if it is 
fair that those consumers support an econom-
ic eff ort that brings benefi ts for all, during a 
long period of years. From this perspective, of 
institutional and regulatory evolution of the 
electricity markets, the prudence would advice 
the consideration of periods for accounting the 
benefi ts included within a regulatory period.

Given the above arguments on the prudence 
for considering long terms on the accounting 
of benefi ts, two alternative hypotheses are ex-

3) Period considered for the accounting of ben-
efi ts
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amined in the present paper: limitation of the 
maximum period for accounting the benefi ts 
to 10 years (Pmax10); and limitation of the 
maximum period for accounting the benefi ts 
to 6 years (Pmax6).

Nevertheless, the truncation of the period for 
accounting the benefi ts has also disadvantages, 
namely, aff ects the benefi t/cost ratios between 
the several measures. A measure whose equip-
ment lasts longer is negatively aff ected by the 
limitation in relation to other where the equip-
ment lasts less years. Th is aspect may distort 
the relative interest of the several technological 
options for promoting energy effi  ciency. Fol-
lowing this line, it would be useful to explore 
not a truncation of the period for accounting 
the benefi ts, but a truncation of that period to 
a percentage of the equipments lifetime. Th e 
aim is to distinguish between the equipments 
lifetime in technologic terms and the relevant 
equipments lifetime in economic terms.

Given the exposed on the truncation of the 
accounting period, two additional hypotheses 
are considered, where the accounting period of 
benefi ts is defi ned as a percentage of the equip-
ments lifetime. Th e two additional proposals 
consider a period equal to half or to two thirds 
of the equipments lifetime (P50% and P67%, 
respectively).

Th e discount rate is an important parameter 
to determine the present value for DSM ben-
efi ts. It is also one of the more discussed topics 
in the literature and is not a core issue of this 
article. Naturally, as higher is the rate the less 
is the present value of the benefi ts and, con-
sequently, the less is the impact on tariff s. A 
higher discount rate is associated with a higher 
risk on the hypothetic recovery of benefi ts in 
the future.

In the present study we use as a base hypoth-
esis a discount rate of 3,75% and as an alter-
native hypothesis a 1% higher value. Th is base 
hypothesis rate is justifi ed in the context of the 
Portuguese electricity sector economic regula-

tion, as it was used to discount future values 
in similar situations. Th e rate was proposed 
by the distributor and generated consensus 
among consumers and other stake holders.

Th at rate, although consensual to discount 
future social benefi ts, can be criticized consid-
ering some specifi c aspects of DSM measures:

i) In relation to the benefi ts environmental 
parcel the parallelism with the valuation of 
the energy generated by renewable sources 
suggests that the calculus of the present value 
takes into consideration a discount rate that 
refl ects the opportunity cost of capital, in a 
compatible way with the opportunity cost rel-
evant for an investor on generation electricity 
plants by renewable sources.

ii) In what concerns the bill reduction par-
cel, the valuation of the avoided costs should 
refl ect the probability of effi  ciency gains in the 
future.

Given the several hypotheses for valu-
ing the costs and benefi ts of DSM measures 
presented above, it were selected the criteria 
more adequate to the regulation in force in 
the 2002-2006 regulatory periods. Th ere was 
a concern in identifying ways for valuing the 
benefi ts that (i) refl ect the point of view of the 
electric sector, without forgetting the context 
of the several energy and environmental poli-
tics that intersect the regulation of the sector, 
(ii) ensure equity between actual and future 
electricity consumers, (iii) ensure equity be-
tween supply side and demand side measures 
in terms of avoided CO2 emissions and also 
(iv) ensure equity between several type of con-
current energies.

Th e valuation criteria of the costs and ben-
efi ts of DSM measures established for the 
2002-2006 regulatory periods where the fol-
lowing: (i) Present value calculated with the 
economic lifetime of equipment; (ii) Discount 
rate of 3,75%; (iii) Environmental benefi t cor-
responding to 100% of the calculated value; 
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4)  Discount Rate for Accounting the Benefi ts

B.  Economic criteria for valuing DSM measures 
established for the 2002-2006 regulatory periods 
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(iv) Avoided costs corresponding to 37% of 
the electricity bill reduction; (v) Economic life-
time of the measures determined as 2/3 (two 
thirds) of the lifetime of equipments, round to 
year, being this value limited to six years.

Th e economic criteria discussed in Chapter 
2 are applied to fi ve DSM measures defi ned 
in Section 3.A. Section 3.B presents, for each 
criteria and for each DSM measure, (i) the re-
spective costs and benefi ts, distinguishing be-
tween bill reduction benefi ts and environmen-
tal benefi ts, (ii) the benefi t/cost ratios, (iii) the 
amount of allowed revenues to be included in 
the supply tariff s and the impact it causes to 
consumers, and (iv) the cost per ton of avoided 
CO2 emission as well as the cost per kWh of 
saved energy.

With the view to simulate the eff ect of the 
diff erent economic criteria it is necessary to 
defi ne a set of representative DSM measures. 
Th e proposed measures must be selected con-
sidering their merits in terms of energy con-
sumption reduction and load management 
optimization. Th e purpose of the economic 
criteria used is not only to determine the cor-
rect amount to be paid in the tariff s but also to 
select the measures to be implemented among 
a vast array of possibilities.

For the present study fi ve DSM measures 
where chosen, all with high benefi t/cost ratios. 
Th ese DSM measures are designed in table 3 
and are to be taken as examples.

3. Evaluation of results and impact 
assessement

A. DSM measures to be evaluated 

TABLE 3

Technical characteristics of the measures 
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Th e DSM measures presented are stated bel-
low:

• Residential lighting: use of more effi  cient 
lights, fl uorescent compact lights, in house-
holds.

• Electronic ballasts: use of Electronic bal-
lasts in the service sector.

• Electronic speed variator: use of electronic 
speed variators in industry with the objective 
of increasing industrial process’s effi  ciency. In 
particular, regarding control and start up of 
applications like pumps, ventilators and com-
pressors.

• Effi  cient motors: use of effi  cient motors in 
industrial applications with high number of 
operating hours.

• Public lighting: use of sodium high pres-
sure lamps in public lighting equipment.

Th e design of the measures and associated 
discussion are not subject of this paper. For 
this purpose another set of measures could 
have been chosen. Th e characterization of this 
DSM measures is necessary in order to pro-
ceed to the evaluation of results and impact 
assessment associated with the diff erent eco-
nomic criteria for valuing the measures.

When designing a measure like the ones 
above, from the electricity sector perspective, 
there are two distinct ways for promoting the 
acquisition of more effi  cient equipment: 

(i) fi nancing the purchase of the equipment 
giving a percentage of the cost that can vary 
or (ii) fi nancing only part of the diff erence 
between the more effi  cient solution and the 
standard one typically chosen by the market, 
thus breaking the so called “technological bar-
rier”. Each approach has its merits and has im-
plications in the quantifi cation of benefi ts and 
costs. 

Th e number of interventions in each measure 
was determined in order to obtain an eff ective 
total implementation cost exactly the same to 
each of them.

Th e cost of each measure was, in those terms, 
fi xed in 100 thousand Euros, being 500 thou-
sand Euros the overall cost of the programme 

with the fi ve measures.

Fig. 2 presents the value of the benefi ts on 
each of the valuing scenarios previously dis-
cussed for the fi ve DSM measures considered. 
Th e value of the benefi ts is disaggregated in the 
bill reduction benefi t part and in the environ-
mental benefi t part (except for the “RProv” cri-
teria that, for purposes of graphic viewing the 
eligible cost for the distributor is considered as 
a negative benefi t, thus the bill reduction ben-
efi t part appears deducted of that cost). Th e 
same fi gure also presents the result of valuing 
those measures with the criteria established 
by the regulator for the 2002-2006 regulatory 
periods, presented in Section 2.B, named as hy-
pothesis “Final”.

Several of the alternative criteria included 
in the fi nal hypothesis underline the relative 
weight of the environmental benefi ts in relation 
to the bill reduction benefi ts. Th at is justifi able, 
from a regulatory point of view, considering that 
the environmental benefi ts refl ect the reduction 
externality, imputable to the sector, as a whole, 
in terms of emission reduction ceilings, whilst 
the other benefi ts are partially captured by the 
consumers who participate in the measures.

Fig. 3 presents the benefi t/cost ratio variation 
when the diff erent appraisal criteria adopted 
change in relation to the initial base. Th e con-
sideration of alternative criteria substantially 
changes the benefi t/cost ratio; in spite of such 
variations the ratio always maintains a value 
higher than one, the acceptance limit.
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B.  Infl uence of the economic criteria on the appraisal 
of the different measures 

Figure 2 - Benefi ts of each measure according with different 
criteria.
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In Fig. 4 we assess the infl uence of the diff er-
ent criteria in the merit order of each meas-
ure. For each alternative valuation criteria the 
merit order obtained can be compared with 
the one established for the 2002-2006 regula-
tory periods.

Th e tariff  impact of the measures changes 
considerably with the diff erent economic cri-
teria used. In the fi nal hypothesis some meas-
ures represent less than 40% of the initial base 
value. Th e infl uence of the diff erent criteria in 
the measures benefi t/cost ratios is substantial 
and heterogeneous; nonetheless the merit or-
der of the measures does not change substan-
tially.

Th e benefi t/cost ratio for the total of the 
DSM measures is presented in Fig. 5, together 
with the value of the costs and benefi ts to be 
recognized in the allowed revenues and thus 
paid by the consumers. If the base hypothesis 
for valuation is used consumers would pay 3,2 
million euros for the program through the 
electricity tariff s. When the fi nal hypothesis 
for valuation is adopt the cost drops to 1,0 
million euros. Even though the program’s ratio 

benefi t/cost varies it stays always greater than 
one, including in the fi nal hypothesis.

Th e economic criteria used for valuation 
prove to have a strong impact in determin-
ing the amount to be paid in the tariff s by the 
electricity consumers, i.e. they have great infl u-
ence on the incentive received by the electric-
ity distribution utility (acting as the last resort 
supplier) for the implementation of these pro-
grams.

As explained before the last resort supplier of 
electricity can implement these measures on a 
voluntary basis. As an incentive he receives in 
the tariff s the entire amount spent plus half of 
the net benefi t calculated according with the 
criteria discussed here. 

For the fi ve measures presented the total cost 
of implementation for the supplier would be 
0,5 million euros and considering the criteria 
established for the 2002-2006 regulatory pe-
riods he would receive from consumers, via 
tariff s, 1 million euros as a compensation for 
implementing those measures. So, consumers 
would pay double the cost of implementing 
the DSM measures to the distribution utility 
(acting as the last resort supplier).

Th e result is tied to the existent regulatory 
and legal framework and can change when dif-
ferent examples of measures are chosen.

Even though the incentives to implement 
these type of DSM measures were that high, 
none was implemented during the regulatory 
period. During this period the distribution 
utility decided only to implement the so called 
intangible measures. Consisting of measures 
aimed at inform and educate consumers about 

Figure 3 - Benefi t/cost ratio of each measure according with 
different criteria.

Figure 4 - Infl uence of economic criteria on the merit order of 
the measures.

Figure 5 - Benefi t/cost ratio and tariff impact for the sum of 
the program DSM measures.
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the more effi  cient use of energy and also re-
search studies about energy effi  ciency. Th ese 
measures were recognized in the tariff s at their 
cost value, being considered that their intangi-
ble benefi ts equal the costs. Th e total amount 
recognized for the 3 years of the regulatory 
period was 1,1 million euros, that represent 
0,01% of the total amount paid to the last re-
sort supplier by the consumers.

Fig. 6 presents the environmental impact of 
the program accumulated for the lifetime of 
the measures, both in terms of unit of ener-
gy saved and tons of avoided CO2 emissions. 
Fig. 7 shows the economic unit value of the 
measures presented as example on this paper, 
in terms of saved energy and tons of avoided 
CO2 emissions.

 Th e analysis of the results indicates that the 
environmental value for the program presented 
in this paper considering the economic valuing 
criteria adopted for the 2002-2006 regula-
tory periods, is 3,9 €/MWh of electric energy 
saved that results in 10 €/tCO2 avoided. Such 
a value is substantially inferior to the environ-
mental premium given to renewable energy in 
the same period, that varied between 47 €/

MWh for electricity produced by wind farms 
with average use under 2000 hours and 33 €/
MWh for hydro power production, premiums 
which are established by the Portuguese Gov-
ernment in Decree-Law n.º 339-C/2001, of 
29 of December.

Taken in consideration the values presented, 
it is shown that the DSM measures are an 
eff ective solution to contribute to the green 
house gas emissions reduction, being an advan-
tageous solution when compared with supply 
side measures. Th is stands even considering 
the high incentive rate attributed to the elec-
tricity distribution utility, that receives 1 mil-
lion euros for every 0,5 million euros spent in 
DSM measures. Th e consideration of avoided 
investments in the network and avoided losses, 
due to the decrease in consumption, were not 
taken into account. Such consideration would 
increase the social interest of the DSM meas-
ures.

Finally, is important to stress that both the 
commitments assumed in the Kyoto Protocol 
and the goals established by the Government 
in the National Climate Change Program [10] 
regarding the reduction of green house gases 
enforce the principle of implementing the 
measures that exhibit less economic cost from 
a vast set of possibilities, that includes supply 
side and demand side measures and also net-
work loss reduction programs.

In this paper diff erent economic criteria to 
evaluate DSM measures are discussed and 
compared. Th e correct valuing of DSM meas-
ures is usually focused on the selection of the 
measures to be implemented. In the present 
case the valuing of DSM measures will have 
an impact on the amount incentive the elec-
tricity distribution utility receives by regulated 
tariff s. In the legal and regulatory framework 
that enables the distribution utility (acting as 
the last resort supplier) to voluntary imple-
ment diff erent DSM measures, and receive 
from the regulated tariff s the measures costs 
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Figure 6 - Environmental benefi t of the different measures 
(GWh saved and tCO2 avoided).

Figure 7 - Value of the environmental benefi t of the different 
measures.

4. Conclusions
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plus half of the net benefi ts, the measures eco-
nomic valuing methodology is of fundamental 
importance.

A set of typical DSM measures were chosen 
to be used as examples and several simulations 
applying the diff erent economic criteria were per-
formed, so that, the eff ect on the benefi t/cost 
ratio, merit order of each measure and tariff  
impact can be observed.

Th e results show that the diff erent criteria 
considered have a signifi cant impact on the 
costs paid by electricity consumers through 
the tariff s and a relatively minor impact on 
the merit order of the diff erent measures. 
Th erefore, changing the criteria among those 
discussed would not have a major impact on 

project selection, but could be relevant for the de-
sign of incentives for each measure.

Finally, the criteria established for the 2002-2006 
Portuguese regulatory periods are used to evaluate 
the same program and the resulting costs are com-
pared with the costs of other solutions to achieve 
the same policy objectives. It is demonstrated that, 
even with a high incentive given to electricity com-
panies, the costs of DSM measures per unit of 
avoided CO2 emissions are lower than the costs of 
equivalent supply side measures.

Th e authors gratefully acknowledge all other 
members of ERSE for their contribution on re-
sults presented.
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No presente artigo apresenta-se um mecanismo 
competitivo para a hierarquização e selecção de 
medidas de promoção da efi ciência no consumo de 
energia eléctrica, utilizado no contexto do Plano 
de Promoção da Efi ciência no Consumo de Ener-
gia Eléctrica (PPEC), no âmbito da regulação do 
sector eléctrico português. Descreve-se o conjunto 
de critérios técnico económicos de avaliação das 
medidas candidatas, que permitem hierarquizar 
medidas distintas aplicáveis em cada segmento 
de mercado. A metodologia defi nida permite as-
segurar a maximização do retorno social do orça-
mento do PPEC, pago por todos os consumidores 
de energia eléctrica. Demonstra-se que o apoio a 
medidas de promoção da efi ciência no consumo 
apresenta benefícios para os consumidores, para 
o sector eléctrico e para a sociedade, claramente 
superiores aos custos. 

Palavras chaves: efi ciência energética, gestão da 
procura, regulação económica, utilização racional 
de energia, economia do ambiente.

A evolução na regulação e liberalização dos 
mercados da electricidade e do gás natural tem 
levado a uma maior efi ciência no lado da oferta 
de energia. No entanto, no que respeita ao lado 
da procura, continuam a existir inúmeras bar-
reiras ao aumento da efi ciência, nomeadamen-
te quanto à participação das empresas de ener-
gia em actividades de efi ciência energética.

A primeira forma de promover a efi ciência 
no consumo de energia eléctrica é através da 
defi nição de tarifas que induzam uma utiliza-

ção racional de energia eléctrica e dos recur-
sos associados. Para o efeito as tarifas devem 
recuperar os custos “efi cientes” associados a 
cada actividade, apresentar variáveis de factu-
ração que traduzam os custos efectivamente 
causados por cada consumidor e apresentar 
estruturas de preços aderentes à estrutura de 
custos marginais ou incrementais. O reconhe-
cimento da existência de diversas barreiras ou 
falhas de mercado que difi cultam ou impedem 
a tomada de decisões efi cientes pelos agentes 
económicos justifi ca a implementação de me-
didas de promoção da efi ciência no consumo. 
Entre as várias barreiras de mercado à efi ci-
ência no consumo citam-se alguns exemplos: 
período de retorno alargado do investimento 
e taxas de desconto individuais muito altas, di-
ferença entre os preços de fornecimento e os 
custos marginais de curto prazo, externalida-
des ambientais não refl ectidas nos preços, falta 
de informação e elevados custos de transacção 
associados, desalinhamento de interesses entre 
os agentes ou restrições fi nanceiras dos consu-
midores.

Reconhecendo esta situação, a ERSE esta-
beleceu no Regulamento Tarifário (RT) do 
sector eléctrico português um mecanismo 
competitivo de promoção de acções de gestão 
da procura, designado por Plano de Promoção 
da Efi ciência no Consumo de energia eléctrica, 
que tem em 2007 o primeiro ano de imple-
mentação.
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O PPEC tem como objectivo a promoção de 
medidas que visam melhorar a efi ciência no 
consumo de energia eléctrica, através de acções 
empreendidas pelos comercializadores, opera-
dores de redes e entidades de promoção e de-
fesa dos interesses dos consumidores de ener-
gia eléctrica, destinadas aos consumidores dos 
diferentes segmentos de mercado. As acções 
resultam de medidas específi cas propostas 
pelos promotores anteriormente referidos, su-
jeitas a um concurso de selecção, que permite 
seleccionar as melhores medidas de efi ciência 
energética a implementar pelos promotores, 
tendo em conta o orçamento anual do PPEC 
disponível.

As medidas de efi ciência no consumo de 
energia eléctrica contempladas no PPEC são 
medidas do tipo tangível, que devem promo-
ver a redução do consumo de energia eléctrica 
ou a gestão de cargas, de forma permanente, 
que possam ser claramente verifi cáveis e men-
suráveis. Por gestão de cargas entendem se 
as medidas que permitam uma redução dos 
custos de fornecimento, sem que isso envolva 
necessariamente a redução de consumos, no-
meadamente a transferência de consumos em 
períodos de horas de ponta e/ou cheias para 
os períodos de vazio. São ainda consideradas 
medidas do tipo intangível, isto é, medidas de 
informação e de divulgação que, embora não 
tenham impactos directos mensuráveis, são 
indutoras de comportamentos mais racionais 
e permitem a tomada de decisão mais cons-
ciente pelos consumidores no que diz respeito 
à adopção de soluções efi cientes no consumo 
de energia eléctrica.

As medidas de efi ciência no consumo tangíveis 
são classifi cadas no PPEC por três segmentos 
de mercado (indústria e agricultura, comércio 
e serviços e ainda residencial), permitindo a 
repartição do incentivo destinado às medidas 
tangíveis, garantindo deste modo que todos os 

segmentos de mercado são abrangidos. Dado 
que os incentivos do PPEC se repercutem nas 
tarifas de energia eléctrica, nomeadamente, 
na tarifa de Uso Global do Sistema, paga por 
todos os consumidores de energia eléctrica é 
necessário garantir que todos os consumidores 
têm a possibilidade de ser abrangidos.

A metodologia de seriação das medidas de 
efi ciência no consumo baseia-se num conjunto 
de critérios técnico-económicos, cujo objectivo 
é seleccionar as medidas de efi ciência no con-
sumo que apresentem, entre outros critérios, 
maiores rentabilidades económicas, abranjam 
uma grande diversidade de consumidores e 
apresentem um carácter inovador. Estes crité-
rios são diferenciados consoante o tipo de me-
dida: tangível ou intangível.

A seriação das medidas tangíveis é efectuada 
por segmento de mercado, dando origem a lis-
tas ordenadas, de medidas elegíveis para fi nan-
ciamento pelo PPEC. Após a avaliação da valia 
social (ver ponto 3.1), as medidas de efi ciência 
no consumo tangíveis são hierarquizadas por 
ordem decrescente de mérito, de acordo com 
os seguintes critérios técnico-económicos: (a1) 
rácio benefício-custo proporcional; (a2) rácio 
benefício-custo ordenado; (b) equidade; (c) 
qualidade da apresentação das medidas; (d) 
risco de escala; (e) capacidade para ultrapassar 
barreiras de mercado e efeito multiplicador; (f ) 
inovação; (g) peso do investimento em equipa-
mento no custo total da medida; (h) sustenta-
bilidade da poupança de energia. 

As medidas de efi ciência no consumo intan-
gíveis são hierarquizadas por ordem decres-
cente de mérito, de acordo com os seguintes 
critérios: (a) qualidade da apresentação das 
medidas; (b) equidade; (c) capacidade para 
ultrapassar barreiras de mercado e efeito mul-
tiplicador; (d) inovação; (e) experiência em 
programas semelhantes. O quadro seguinte 
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apresenta os valores máximos da pontuação 
em cada critério.

QUADRO I – PONTUAÇÕES MÁXIMAS EM CADA CRITÉRIO DE SERIAÇÃO

Critério A.1 A.2 B C D E F G H Total
Med. tangíveis 25 25 5 5 10 5 5 10 10 100
Med. intangíveis 20 20 20 20 20  100

A selecção das medidas para o PPEC resulta 
da hierarquização obtida, por tipologia e seg-
mento de mercado. As medidas são seleccio-
nadas de modo a maximizar a pontuação do 
programa, de acordo com a equação seguinte. 

Em que, if   é a pontuação da medida i, per-
tencente ao conjunto de medidas do segmen-
to s, obtida segundo a valorização nos vários 
critérios de seriação, considerando o número 
de intervenções Intervi que garante o cumpri-
mento da restrição de custo (o custo total das 
medidas aprovadas no segmento s, Aps, deve 
estar contido no orçamento do respectivo seg-
mento). O custo de cada medida i deriva de 
uma parcela fi xa (CFix) e de um custo variável 
unitário (cVar).

As medidas intangíveis são consideradas 
não redimensionáveis, ou seja, o número de 
intervenções não é variável. Todavia, conside-
ra-se aceitável na optimização uma redução de 
custos elegíveis até 20% do total dos custos da 
medida marginal, a fi m de cumprir a restrição 
orçamental.

O fi nanciamento de medidas de efi ciência no 
consumo obriga a uma avaliação rigorosa de 
todos os custos e benefícios que essas medidas 
representam do ponto de vista social, isto é, do 

ponto de vista dos consumidores, das empresas 
participantes e da sociedade. Para avaliar a va-
lia social de cada medida tangível, é efectuado 
o teste social, que consiste em calcular o Valor 
Actualizado Líquido (VAL) do ponto de vis-
ta social. Apenas as medidas do tipo tangível 
que apresentem um VAL positivo são elegíveis 
para fi nanciamento ao abrigo do PPEC. O be-
nefício social líquido de cada medida é dado 
pela seguinte expressão:

                                                                        (2)
em que, nos benefícios fi guram os custos evi-

tados de fornecimento de energia eléctrica (in-
cluindo a produção, transporte e distribuição), 

CmgΔ  ,e as emissões de CO2 evitadas, AmbB 1, 
e nos custos com as medidas inscrevem-se as 
comparticipações dos consumidores partici-
pantes, dos outros consumidores (através do 
PPEC), dos promotores ou de outras entida-
des. Os valores são actualizados considerando 
uma taxa de desconto social de 5%.

Os critérios análise benefício-custo, risco de 
escala, peso do investimento em equipamento no 
custo total da medida e sustentabilidade da pou-
pança de energia são critérios métricos utilizados 
para efectuar a seriação das medidas tangíveis.

3.1 Avaliação da Valia Social

3.2 Critérios de Seriação Métricos

1 São referidos em [2] os custos evitados padrão de fornecimento de energia eléctrica e a valorização económica das emissões evitadas de CO2.
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A medida marginal está sujeita a redimensio-
namento tendo em conta o cumprimento da 
restrição orçamental do Plano, o que obriga 
a optimizar a escolha da medida marginal em 
cada segmento.
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O rácio benefício custo (RBC) é um indicador 
frequentemente utilizado para seriar medidas 
que apresentam montantes de investimento e 
vidas úteis diferentes. O RBC relaciona o valor 
actual dos benefícios com o valor actual dos 
custos de investimento e de exploração da me-
dida, sendo calculado de acordo com a expres-

são (3), em que 
tSB  representa os benefícios, 

calculados na óptica social, associados à medi-
da no ano t, C

PPECt
 os custos fi nanciados pelo 

PPEC associados à medida no ano t, i a taxa de 
desconto e n a vida útil dos equipamentos.

                                                                         (3)
A pontuação a atribuir a cada medida de 

acordo com o RBC é partilhada por 2 critérios 
(a1) e (a2). Enquanto que o critério (a1) pre-
meia a magnitude do mérito absoluto de cada 
medida (proporcional ao RBC), o critério (a2) 
premeia a ordem de mérito da medida no con-
junto das medidas a concurso. Desta forma, o 
resultado da seriação é mais imune a um even-
tual valor extremo do RBC de uma medida 
particular.

(a1) rácio benefício custo proporcional:
A pontuação de cada medida é atribuída de 

forma proporcional ao RBC até ao limite de 
25 pontos. A pontuação máxima é atribuída 
à medida com o RBC mais elevado, sendo 

.

(a2) rácio benefício custo ordenado:
A pontuação é atribuída de acordo com uma 

lista ordenada dos valores do RBC. A primeira 
medida da lista recebe 25 pontos e as medidas 

subsequentes recebem  pontos (n 
é o número de medidas e k é a posição da me-
dida na lista).

Este critério avalia a variação dos custos uni-
tários de cada medida com a taxa de sucesso 
na sua implementação. São mais pontuadas as 
medidas que apresentem menores custos fi xos 
relativamente aos custos totais, uma vez que 
estas representam um menor risco de subida 
dos custos médios, caso a execução seja infe-
rior à prevista.

Este critério é calculado através do índice 
de sensibilidade à variação dos custos com o 
número de unidades envolvidas na medida, 
de acordo com a expressão (4.a), em que CF 
representa o custo fi xo comparticipado pelo 
PPEC, CVi  é o custo variável unitário da in-
tervenção i comparticipado pelo PPEC, m o 
número de intervenções previsto na candida-
tura e n o número correspondente a metade 
dessas intervenções.

Cada medida será pontuada com base no 
valor do seu índice de sensibilidade de forma 
proporcional ao valor máximo deste índice, 
obtido pelas medidas do mesmo segmento de 
mercado. A pontuação máxima de 10 pontos é 
atribuída à medida que apresentar o índice de 
sensibilidade mais elevado. A pontuação das 
restantes medidas é dada pela expressão (4.b), 

em que 
CIS  representa o índice de sensibi-

lidade aos custos da medida, 
maxCIS o valor 

máximo do índice de sensibilidade aos custos 
no conjunto das medidas de um segmento de 
mercado.

Com este critério pretende se premiar as me-
didas que maximizem o investimento directo 
em equipamento, em detrimento dos custos 
indirectos ou administrativos associados à me-
dida. A pontuação de cada medida é calculada 
através do indicador índice de investimento 
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Critério (d) risco de escala Critérios (a1) rácio benefício custo proporcional 
e (a2) rácio benefício custo ordenado

Critério (g) peso do investimento em equipa-
mento no custo total 

(4.a) (4.b)
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directo em equipamento, de acordo com a ex-
pressão (5.a), em que K representa o montante 
previsto para comparticipação de aquisição de 
equipamento e CT o custo total da medida, 
sendo ambos calculados apenas com base nos 
custos comparticipados pelo PPEC.

Cada medida será pontuada com base no va-
lor do seu índice de investimento directo em 
equipamento, com a atribuição da pontuação a 
cada medida a ser efectuada de forma propor-
cional ao valor do índice, até ao limite máximo 
de 10 pontos, atribuído à medida que apre-
sentar o índice mais elevado. A pontuação das 
restantes medidas é dada pela expressão (5.b), 
em que 

maxID  representa o valor máximo do 
índice de investimento directo em equipamen-
to no conjunto das medidas de um segmento 
de mercado.

Este critério valoriza as medidas que visam 
alcançar poupanças de energia que sejam sus-
tentáveis no tempo em detrimento de outras 
que visam unicamente a transferência de con-
sumos entre períodos horários, aumentando-
se a pontuação consoante a medida produza 
resultados por períodos mais duradouros. 
A pontuação é obtida da seguinte forma: (i) 
poupanças de energia até 3 anos: 3 pontos; 
(ii) poupanças de energia por um período de 
3 a 10 anos: 1 ponto por cada ano; (iii) pou-
panças de energia por um período superior a 
10 anos: 10 pontos. 

A adopção deste critério resulta do reconhe-
cimento de que as tecnologias que visam pou-
panças de longo prazo são as que enfrentam 
maiores barreiras à sua implementação, em 
parte devido à difi culdade dos consumidores 
incorporarem nas suas decisões poupanças 
em anos futuros.

A valorização das medidas segundo critérios 

métricos assenta na utilização de parâmetros 
harmonizados. A utilização destes valores, 
comuns à generalidade das medidas, permite 
uniformizar a base de pressupostos considera-
dos na valorização das medidas, colocando-as, 
tanto quanto possível, num nível de igualdade 
de tratamento. Nas Regras do PPEC foram 
desde logo defi nidos alguns dos valores destes 
parâmetros, entre eles, a taxa de actualização 
de benefícios e custos futuros, os custos unitá-
rios evitados de energia eléctrica, a valorização 
unitária das emissões de CO2 evitadas ou o pe-
ríodo de vida útil de algumas tecnologias en-
volvidas nas medidas [2]. Na seriação de me-
didas candidatas ao PPEC 2007, completou se 
a lista de parâmetros harmonizados de modo a 
contemplar o leque de medidas recebidas, com 
base nos valores propostos pelos promotores 
nas respectivas candidaturas, ponderados pelo 
nível de justifi cação fornecido em cada caso [1].

A valorização dos critérios não métricos é 
essencialmente qualitativa, resultando de uma 
análise das medidas segundo sub-critérios pré-
estabelecidos. Com o objectivo de aumentar 
a transparência do processo de classifi cação e 
concretizar melhor os objectivos a premiar no 
contexto de cada critério, foi elaborada uma 
matriz de classifi cação para cada critério. Esta 
matriz procura assim tornar mais objectiva e re-
produtível a valorização das medidas [1].

Cada medida é avaliada pela sua capacidade 
para quebrar as barreiras de mercado às quais 
se dirija. Esta avaliação é realizada com base na 
informação disponibilizada sobre a aptidão da 
medida para mitigar ou ultrapassar as barreiras 
de mercado. No âmbito deste critério, avaliam-
se também os efeitos multiplicadores e de alte-
ração de comportamento que contribuam para 
uma maior abrangência da medida e para com-
portamentos dos consumidores mais efi cientes 
na utilização da energia eléctrica.

Critérios (h) sustentabilidade da poupança de 
energia

(5.a) (5.b)
3.3 Critérios de seriação não métricos

Capacidade para ultrapassar barreiras e efeito 
multiplicador
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São valorizadas positivamente anteriores ex-
periências de sucesso do promotor e dos seus 
parceiros em matéria de implementação de me-
didas de efi ciência no consumo. A valorização 
de acordo com este critério faz-se com base na 
descrição das experiências apresentadas bem 
como dos resultados alcançados.

São premiadas as medidas que não discri-
minem entre consumidores, nomeadamente, 
em função da sua localização geográfi ca. A sua 
oferta deve ser o mais abrangente possível. Ou-
tros critérios que assegurem a não discrimina-
ção entre marcas e fornecedores em processos 
de divulgação, ou em processos de contratação 
de serviços no âmbito da medida, são também 
tidos em consideração.

Adicionalmente, este critério avalia a efi cácia 
de cada medida na promoção da efi ciência no 
consumo, admitindo que a maximização dessa 
efi cácia permite aumentar a equidade do plano 
(uma vez que mais medidas e mais consumi-
dores benefi ciarão da sua implementação).

A valorização do carácter inovador da medi-
da far-se-á comparativamente às medidas de 
efi ciência no consumo usualmente implemen-
tadas. Simultaneamente, este critério compen-
sa as medidas inovadoras do efeito natural do 
nível de custos ser superior ao das medidas 
convencionais, quer porque o mercado asso-
ciado à promoção da efi ciência no consumo 
está menos maduro neste tipo de medidas, 
quer porque estas medidas requerem maior 
investimento na sua concepção, monitorização 
e verifi cação.

A qualidade da apresentação das medidas de 
efi ciência no consumo é objecto de avaliação, 
no que concerne a: (i) clareza e objectividade 
da descrição da medida; (ii) justifi cação da me-

dida e dos seus pressupostos e (iii) mecanis-
mos de monitorização/medição e verifi cação 
dos resultados.

As medidas aprovadas no PPEC 2007 apre-
sentam um custo evitado unitário de 0,0212 
€/kWh (Fig. 1). Comparando este valor com 
os benefícios globais (associados aos benefícios 
ambientais e aos benefícios do sector eléctrico), 
percebe-se as vantagens destas medidas de efi -
ciência no consumo, resultando num benefício 
líquido social. Na Fig. 1 é possível verifi car que 
o retorno apurado com a métrica de seriação 
é superior ao que seria obtido não utilizando 
uma hierarquização das medidas. Assim, a mé-
trica de avaliação adoptada permite maximizar 
os benefícios do Plano (atendendo à restrição 
orçamental), por unidade de incentivo dado 
aos promotores.

O custo fi nanciado pelo PPEC, por unidade 
de consumo evitado, é inferior ao diferencial 
entre o custo de produção de energia eléctrica 
de origem renovável e a produção em centrais 
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Experiência em programas semelhantes 

Equidade

Inovação

Qualidade de apresentação das medidas

4. Impactes da métrica de avaliação na maxi-
mização dos benefícios das medidas

Figure 1 - Impacte da métrica de seriação nos benefícios e 
custos das medidas tangíveis por unidade de consumo de 

energia evitado e rácio benefício custo

a) benefícios e custos

b) rácio benefício custo
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convencionais. Em 2007, o valor previsto para 
este diferencial de custo é de 0,0294 €/kWh. 
Isto é, as medidas aprovadas no PPEC 2007 
permitem evitar emissões de gases de efeito 
de estufa a um custo inferior ao sobrecusto 
associado à produção de energia eléctrica em 
centrais sem emissões de CO2. O prémio 
pago à produção em regime especial é justifi ca-
do pela necessidade de reduzir as emissões de 
CO2, bem como pela diversifi cação das fontes 
de abastecimento. A redução dos consumos 
através de medidas de efi ciência energética 
demonstra ser competitiva e complementar 
quer nos objectivos estratégicos quer no custo 
associado, relativamente à produção a partir de 
fontes renováveis de energia. Embora ambas as 
soluções tenham outras virtudes não mencio-
nadas, é clara a necessidade da sua análise em 
paralelo.

No presente artigo apresenta-se a metodolo-
gia de selecção de medidas que visam a pro-
moção da efi ciência no consumo de energia 
eléctrica adoptada no PPEC. A metodologia 
permite hierarquizar e seleccionar as medidas 
a apoiar com base num mecanismo competiti-
vo que inclui a defi nição de critérios técnicos e 

económicos de valorização das medidas de efi -
ciência no consumo. Demonstra-se que a mé-
trica adoptada na seriação das medidas permite 
assegurar a maximização do retorno social do 
fi nanciamento, comparativamente com as me-
todologias habitualmente seguidas nos progra-
mas de promoção da efi ciência no consumo. A 
análise de impactes das medidas candidatas ao 
PPEC permite mostrar que o apoio a medidas 
de promoção da efi ciência no consumo apre-
senta benefícios sociais claramente superio-
res aos custos. O PPEC é um mecanismo de 
promoção da efi ciência no consumo concebi-
do no âmbito da regulação do sector eléctrico, 
complementar de outros instrumentos econó-
micos como o incentivo à produção de energia 
eléctrica de origem renovável, enquadrado na 
política governamental para a energia no que 
respeita aos objectivos de redução de gases de 
efeito de estufa e de redução da dependência 
externa de fontes energéticas.

Os autores agradecem à ERSE o apoio e 
contribuição dados na elaboração do pre-
sente trabalho. Os comentários e conclusões 
apresentados no presente artigo são da inteira 
responsabilidade dos autores.

Agradecimentos

5. Conclusões

[1] ERSE, Plano de Promoção da Efi ciência no Consumo de Energia Eléctrica para 2007, ERSE (www.
erse.pt), 2007, Lisboa.

[2] ERSE, Regras do Plano de Promoção da Efi ciência no Consumo Aprovadas no Âmbito do Regula-
mento Tarifário, ERSE (www.erse.pt), 2006, Lisboa (Desp. 16122-A/2006, D.R.).

[3] ERSE, Regulamento Tarifário, ERSE (www.erse.pt), 2005, Lisboa. 
[4] I. Apolinário, C. Correia de Barros, H. Coutinho, L. Ferreira, P. Oliveira, A. Trindade, e P. Verdelho, 

Plano de Promoção da Efi ciência no Consumo de Energia Eléctrica em Portugal para 2007, X Congresso 
Luso-Espanhol de Engenharia Electrotécnica – X CLEEE, 2007, Funchal (em publicação) (Portugal).

[5] I. Apolinário, N. Felizardo, A. Leite Garcia, P. Oliveira, A. Trindade, e P. Verdelho, Criteria for the 
Assessment of Demand Side Management Measures in the Context of Electricity Sector Regulation, 
IEEE Power Engineering Society - General Meeting, 2006, Montréal (Canada).

[6] I. Apolinário, N. Felizardo, A. Leite Garcia, P. Oliveira, A. Trindade, J. Vasconcelos e P. Verdelho, 
Critérios de apreciação de medidas de gestão da procura no contexto da regulação do sector eléctrico, IX 
Congresso Hispano-Luso de Engenharia Electrotécnica – IX CHLIE, 2005, Marbella (Espanha).

[7] California Public Utility Commission, Energy Effi  ciency Policy Manual, v.2, 2003, California 
(EUA).

[8] I. Apolinário, N. Felizardo, A. Leite Garcia, P. Oliveira, A. Trindade, P. Verdelho, Additive Tariff s in 
the Electricity Sector, IEEE Power Engineering Society - General Meeting, 2006, Montréal (Canada).

Referências

MÉTRICA DE AVALIAÇÃO DE MEDIDAS DE PROMOÇÃO

DA EFICIÊNCIA NO CONSUMO DE ENERGIA ELÉCTRICA





Isabel Apolinário     Cristina Barros    Hugo Coutinho     Liliana Ferreira 
Paulo Oliveira      Artur Trindade      Pedro Verdelho

PLANO DE PROMOÇÃO DA EFICIÊNCIA NO CONSUMO 
DE ENERGIA ELÉCTRICA EM PORTUGAL PARA 2007  

Artigo apresentado no X Congresso Luso-Espanhol de Engenharia Electrotécnica, em Julho de 2007





317

O ano de 2007 é o primeiro ano de implemen-
tação do Plano de Promoção da Efi ciência no 
Consumo de Energia Eléctrica (PPEC), meca-
nismo que tem por objecto a promoção de medi-
das que visam a redução do consumo de energia 
eléctrica, estabelecido pela Entidade Reguladora 
dos Serviços Energéticos (ERSE) na regulação do 
sector eléctrico português. No presente artigo re-
porta-se a experiência na avaliação das medidas 
candidatas ao PPEC neste primeiro ano. O grau 
de competitividade foi elevado, tendo existido um 
forte rateio na aprovação das medidas. Apresenta 
se uma análise dos impactes e benefícios das medi-
das aprovadas e fi nanciadas pelo PPEC em 2007, 
mostrando que os benefícios de implementação do 
PPEC são claramente superiores aos custos. Os 
resultados permitem identifi car as tecnologias 
com maiores benefícios por unidade de custo.

Palavras chaves: efi ciência energética, regulação 
económica, gestão da procura.

O Regulamento Tarifário do sector eléctrico 
português aprovado pela ERSE estabelece um 
mecanismo competitivo de promoção de acções 
de gestão da procura, designado por PPEC, 
em que 2007 é o primeiro ano de implementa-
ção. As acções de gestão da procura devem ser 
empreendidas pelos comercializadores, opera-
dores de redes e entidades de promoção e defe-
sa dos interesses dos consumidores de energia 
eléctrica, sendo destinadas aos consumidores 
dos diferentes segmentos de mercado. 

No PPEC defi nem-se duas tipologias de 
medidas de efi ciência no consumo, tangíveis 
e intangíveis, sendo os fundos repartidos en-
tre estas duas tipologias. As medidas tangí-
veis visam a instalação de equipamentos com 
efi ciência energética superior ao standard de 
mercado, produzindo reduções de consumo 
ou a gestão de cargas de forma permanente, 
claramente verifi cáveis e mensuráveis. As me-
didas intangíveis, muito embora não tenham 
impactos directos mensuráveis, devem ser in-
dutoras de comportamentos mais racionais e 
permitir a tomada de decisão mais consciente 
pelos visados no que diz respeito à adopção de 
soluções mais efi cientes no consumo de ener-
gia eléctrica.

As medidas tangíveis são classifi cadas por 
três segmentos de mercado (indústria e agri-
cultura, comércio e serviços e residencial), per-
mitindo a repartição dos recursos fi nanceiros 
afectos às medidas tangíveis por segmentos de 
mercado. Os custos do PPEC repercutem-se 
nas tarifas de energia eléctrica, nomeadamen-
te, na tarifa de Uso Global do Sistema, paga 
por todos os consumidores de energia eléctri-
ca, pelo que é necessário garantir que todos os 
consumidores tenham a possibilidade de ser 
abrangidos pelas medidas fi nanciadas. Os cus-
tos do PPEC representam 0,06% no total da 
factura de energia eléctrica.
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A procura pela dinamização de acções que 
contribuam para a promoção da efi ciência 
energética no sector eléctrico, promovida pelo 
PPEC, foi plenamente conseguida na primeira 
fase de aprovação das medidas, dado o elevado 
número de candidaturas. Os custos candidatos 
ao PPEC das 62 medidas elegíveis excederam 
os recursos fi nanceiros do PPEC em todas 
as tipologias e segmentos de mercado (Fig. 
1), atingindo o valor de 27 milhões de euros, 
praticamente o triplo da dotação orçamental 
defi nida para 2007, 10 milhões de euros. Este 
facto garante que as medidas aprovadas foram 
sujeitas a um concurso competitivo, sendo se-
leccionadas as medidas com maior potencial 
de benefícios, dentro de cada tipologia e seg-
mento, tendo-se excluído um conjunto vasto 
de medidas de menor ordem de mérito.

Foram recebidas 25 candidaturas de medi-
das tangíveis de 5 promotores, com custos que 
são o dobro da dotação orçamental para 2007. 
Como medidas tangíveis foram propostas me-
didas de aquisição de equipamento e medidas 
de substituição de equipamento. As medidas 
de substituição de equipamento contemplam 
o abate do mesmo, não tendo sido proposta 
qualquer medida que promovesse exclusiva-
mente o abate de equipamento. As medidas 
tangíveis candidatas visavam apoiar tecnolo-
gias efi cientes na refrigeração, na iluminação, 
em semáforos LED, na correcção do factor po-
tência, em motores de alto rendimento, em va-
riadores electrónicos de velocidade e no solar 
térmico (Fig. 2). A iluminação e a refrigeração 
representam a grande fatia de medidas apre-

sentadas pelos promotores, com cerca de 2/3 
dos custos das candidaturas apresentadas.

Foram recebidas 47 candidaturas de medidas 
intangíveis de 7 promotores, das quais 10 fo-
ram consideradas como não elegíveis, por não 
preencherem todos os requisitos considerados 
fundamentais [1]. As 37 medidas intangíveis 
elegíveis apresentam custos candidatos ao 
PPEC que ultrapassam o triplo da dotação or-
çamental defi nida para 2007, tendo sido selec-
cionadas 16. As medidas intangíveis candidatas 
ao PPEC 2007 são essencialmente medidas de 
divulgação de conteúdos e campanhas de in-
formação aos consumidores, de ferramentas de 
simulação dos consumos de energia eléctrica, 
de realização de auditorias energéticas, de ela-
boração de estudos, de divulgação e promoção 
da efi ciência energética através de concursos e 
de formação (Fig. 3).

A selecção das medidas a fi nanciar pelo 
PPEC foi efectuada por tipologia e segmento 
de mercado (indústria e agricultura, comércio 
e serviços e residencial). As medidas considera-
das elegíveis1  para fi nanciamento pelo PPEC, 
foram hierarquizadas por ordem decrescente 
de mérito, de acordo com critérios de selecção 
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2. Medidas Candidatas ao PPEC 2007

Figura 1 - Candidaturas e orçamento do PPEC 2007 por tipo-
logia e segmento de mercado

Figura 2 - Distribuição das medidas tangíveis candidatas por 
tecnologia - PPEC 2007

Figura 3 - Distribuição das medidas intangíveis candidatas 
por tecnologia - PPEC 2007

1 Apenas as medidas do tipo tangível que apresentam um Valor Actualizado Líquido (VAL) positivo, na perspectiva social, são elegíveis para fi nanciamento ao abrigo do 
PPEC.
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apresentados em [4]. Na Fig. 4 apresenta-se a 
distribuição das medidas candidatas e aceites 
por tecnologia ou classe. As medidas de ilu-
minação a implementar em 2007 apresentam 
um montante de custos comparticipado pelo 
PPEC que representa cerca de 49% dos fun-
dos disponíveis para 2007. Efectivamente, é na 
iluminação que existe a possibilidade de maio-
res poupanças no consumo de energia eléctri-
ca, conforme se poderá constatar no ponto 3.

A transformação do mercado de equipamen-
tos e serviços de efi ciência energética é difícil 
de medir, mas os impactes esperados ao nível 

3. Impactes e Benefícios das Medidas

3.1. Impactes e benefícios das medidas 
tangíveis candidatas ao PPEC

dos consumos de energia eléctrica das medi-
das candidatas e das medidas fi nanciadas pelo 
PPEC são mais previsíveis, dentro dos pressu-
postos considerados pela ERSE e/ou promo-
tores. No presente ponto analisam-se os im-
pactes mensuráveis esperados de cada medida 
tangível.

Os custos e benefícios, por kWh evitado, das 
medidas tangíveis candidatas ao PPEC são 
ilustrados na Fig. 52. Verifi ca-se que os bene-
fícios unitários (benefício ambiental3 e custo 
evitado de fornecimento de energia eléctrica) 
da maioria das medidas tangíveis candidatas 
ao PPEC são claramente superiores aos custos 
unitários. Três das medidas apresentam cus-
tos superiores aos benefícios que se estima que 
a medida proporcione, tendo estas medidas 
sido excluídas da seriação, por apresentarem 
um VAL negativo. As setas verticais indicam 
as medidas que foram comparticipadas pelo 
PPEC em cada um dos segmentos das medi-
das tangíveis.

Figura 4 - Distribuição das medidas tangíveis candidatas e 
aceites por tecnologia ou classe 

Figura 5 - Custo PPEC, custo evitado e benefício ambiental, 
por consumo evitado das medidas tangíveis

No segmento residencial todas as medidas 
de substituição de lâmpadas incandescentes 
por lâmpadas fl uorescentes compactas (LFC) 
foram aceites. Efectivamente, é na iluminação 
que reside a grande possibilidade de redu-

ção de consumo de energia eléctrica ao mais 
baixo custo. A Fig. 6, onde se ilustra o rácio 
benefício-custo das medidas tangíveis, eviden-
cia que as medidas de iluminação apresentam 
um rácio muito superior ao das restantes me-

2 No segmento indústria não se apresentam as medidas de correcção do factor potência uma vez que o consumo evitado é em energia reactiva, kvarh.
3 O benefício ambiental foi calculado assumindo que as emissões de CO2 são valorizadas a 20 €/ton. CO2, o que resulta num valor de 0,74 cent €/kWh.
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didas neste segmento.
No segmento comércio e serviços, as me-

didas aceites são também todas de ilumina-
ção, nomeadamente, de aquisição de LFC e 
de substituição de armaduras com balastros 
ferromagnéticos por armaduras com balas-
tros electrónicos e lâmpadas eficientes.

No segmento indústria e agricultura as 
medidas de aquisição de baterias de conden-
sadores para correcção do factor de potên-
cia e de aquisição de variadores electrónicos 
de velocidade (VEV) apresentam rácios 
benefício-custo claramente superiores às 
restantes medidas.

As curvas ilustradas na Fig. 7 permitem 
visualizar o custo marginal do consumo 
evitado das medidas candidatas ao PPEC. 
Apresenta-se uma curva para a totalidade 
das medidas tangíveis, independentemen-
te do segmento de mercado em que se in-
serem, e uma curva para cada segmento 
de mercado. A opção por realizar concur-
sos de medidas por segmento de mercado 
maximizando-se a equidade entre os pa-
gadores e os beneficiários, por segmento 
de mercado, apresenta um custo do pon-
to de vista da optimização dos recursos. 
Com efeito, os custos médio e marginal do 
PPEC considerando um único concurso 
seriam inferiores aos que resultam da re-
alização de concursos por segmento. Esta 
restrição é, contudo, justificável por razões 
de equidade. Por último, verifica-se que é 
no sector residencial que globalmente se 
verificam custos de poupança de energia 
mais reduzidos.

Neste ponto analisam-se os impactes mensu-
ráveis esperados na hipótese de implementa-
ção completa das medidas tangíveis aprovadas 
pelo PPEC e verifi cação dos pressupostos des-
critos nos capítulos anteriores. Esta hipótese 
signifi ca admitir que os promotores vão reali-
zar as medidas junto do número de participan-
tes previsto, o respectivo custo de implementa-
ção será o previsto e as reduções de consumo a 
observar coincidirão com os valores defi nidos 
a priori.

Praticamente todas as medidas aprovadas 
serão implementadas em 2007. Existem duas 
medidas de aquisição de LFC cuja implemen-
tação ocorrerá também em 2008. Na Fig. 8 
apresenta-se o consumo de energia eléctrica 
evitado pela implementação das medidas fi -
nanciadas pelo PPEC, por tecnologia e seg-
mento, em cada ano, e o período de vida útil 
considerado para cada tecnologia envolvida 
nas medidas aprovadas. Identifi ca-se também 
o período de recuperação do investimento na 
perspectiva social, isto é, considerando todos 
os benefícios e todos os custos, quer estes se-
jam fi nanciados pelo PPEC, pelo promotor ou 
pelo benefi ciário. 

As poupanças verifi cam-se até se esgotar 
a vida útil do equipamento. À medida que o 
tempo passa, as medidas de prazo mais curto 
cessarão os benefícios, permanecendo as res-
tantes. No segmento residencial, em virtude 
das medidas aprovadas, as maiores poupanças 
acontecem em poucos anos, enquanto que nos 
segmentos de serviços e indústria as poupanças 
se prolongam por um maior período. Os efei-
tos benéfi cos resultantes da implementação das 
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3.2 Impactes e benefícios das medidas
 fi nanciadas pelo PPEC

Figura 6 - Rácio benefício custo das medidas tangíveis

Figura 7 - Custo marginal do consumo evitado das medidas 
tangíveis
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medidas fi nanciadas pelo PPEC 2007 perma-
necerão até 2023, sendo o valor das poupanças 
de energia eléctrica acumuladas de 390 GWh 
(ou 144 mil tonCO2). O Programa Nacional 

para as Alterações Climáticas (PNAC 2006) 
apresenta como meta para 2010 a redução de 
1020 GWh no consumo de energia eléctrica 
face a um cenário de referência.

Figura 8 - Consumo evitado em cada ano decorrente da implementação das medidas aprovadas

O Quadro I apresenta o valor do custo uni-
tário de redução de consumos, em €/kWh 
evitado, na perspectiva do PPEC, das medidas 
aprovadas em cada segmento. Apresenta-se o 
custo médio de implementação da totalidade 
das medidas do segmento e o custo marginal 
(custo associado à medida marginal, ou à me-
dida com custos de redução de consumos mais 

elevados), de entre as medidas aprovadas. O 
custo médio de redução de consumos está en-
tre os 17 €/MWh e os 28 €/MWh, enquanto 
que o custo marginal não ultrapassa os 44 €/
MWh, valor muito inferior ao preço médio da 
energia em mercados organizados (valor que 
exclui o pagamento pelo acesso às redes) e ao 
custo da produção de origem renovável.

QUADRO 1

Custos unitários médios e marginais das medidas aprovadas

Na Fig. 9 ilustra-se o custo PPEC por con-
sumidor e o benefício social por consumidor 
das medidas fi nanciadas pelo PPEC em cada 
segmento. Os benefícios sociais são dados pe-
los benefícios ambientais (consumo evitado x 
valorização económica das emissões de CO2) 
e pelos custos evitados de fornecimento de 

energia eléctrica (consumo evitado x custos 
evitados unitários de fornecimento) [2]. A 
comparação evidencia que os benefícios são 
muito superiores aos custos, sendo a relação 
benefício-custo maximizada no segmento re-
sidencial, com benefícios cerca de seis vezes 
superiores aos custos.
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No Quadro II apresenta-se um conjunto 
de indicadores que caracterizam os impactes 
da implementação das medidas aprovadas no 
PPEC 2007, a saber: (i) benefício para o sector 
eléctrico (dado pelo custo evitado de forneci-
mento de energia eléctrica); (ii) benefício am-
biental; (iii) custos fi nanciados pelo PPEC em 
2007, isto é, custos que serão repercutidos nas 
tarifas de energia eléctrica; (iv) custos supor-
tados pelos promotores; (v) custos suportados 
pelos participantes, isto é, pelos benefi ciários 
directos das medidas; (vi) benefícios dos con-
sumidores participantes, associados à redução 
da factura; (vii) consumo total de energia eléc-
trica em cada segmento em 2007; (viii) consu-
mo evitado; (ix) percentagem do consumo evi-
tado no consumo total de cada segmento; (x) 
número total de clientes em 2007; (xi) número 
de clientes participantes; e (xii) percentagem 
de clientes participantes no total de clientes 
de cada segmento. Demonstra-se que o apoio 
a medidas de promoção da efi ciência no con-

sumo apresenta benefícios para os consumido-
res, para o sector eléctrico e para a sociedade, 
claramente superiores aos custos. Salienta-se a 
relação muito positiva entre os custos fi nancia-
dos pela tarifa de energia eléctrica em medidas 
tangíveis (8 milhões de euros) e os benefícios 
obtidos (38 milhões de euros), de acordo com 
os pressupostos defi nidos. O benefício na 
perspectiva dos consumidores participantes é 
avaliado em 39 milhões de euros. Este valor 
é calculado considerando o valor dos preços 
médios de fornecimento das tarifas de Venda a
 Clientes Finais em 2006, nomeadamente, da 
tarifa de médias utilizações de MT (segmen-
to indústria), da tarifa de longas utilizações de 
BTE (segmento serviços) e da tarifa bi-horária 
de BTN ≤ 20,7 kVA (segmento residencial). 

É importante referir que existem dois efeitos 
que não estão considerados na contabilização 
dos benefícios, nomeadamente, o free-riding e 
o spill over. 
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Figura 9 - Custos e benefícios por consumidor das medidas tangíveis no PPEC 2007

QUADRO 2

Resumo de Indicadores Esperados em Resultado da Implementação das Medidas do PPEC 2007
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A procura pela dinamização de acções que 
contribuam para a promoção da efi ciência 
energética no sector eléctrico, promovida pelo 
PPEC, foi plenamente conseguida na primeira 
fase de aprovação das medidas, dado o elevado 
número de candidaturas, cujos custos candi-
datos (27 milhões de euros) ultrapassaram em 
larga medida a dotação orçamental defi nida 
para 2007 (10 milhões de euros). Promove-se 
desta forma a concorrência entre medidas e 
promotores, sendo seleccionadas as medidas 
que promovem as tecnologias que permitem 
alcançar os maiores benefícios sociais com 
os menores recursos, dentro de cada tipolo-
gia e segmento. A maximização da relação 
benefício-custo dos fundos do PPEC, 
promovida pela metodologia de selecção 

adoptada, irá, em virtude do seu efeito mul-
tiplicador e de transformação do mercado, 
promover um aproveitamento voluntário das 
medidas de efi ciência no consumo mais custo 
efi cazes. A relação benefício-custo é maximi-
zada no segmento residencial, fruto das medi-
das seleccionadas neste segmento promoverem a 
iluminação efi ciente, que é onde actualmente se 
encontra a possibilidade de maiores poupanças 
no consumo de energia eléctrica ao menor custo. 

Os autores agradecem à ERSE o apoio e 
contribuição dados na elaboração do presente 
trabalho. Os comentários e conclusões apresen-
tados no presente artigo são da inteira respon-
sabilidade dos autores.
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In the ongoing debate regarding network unbun-
dling, the opinion is often expressed that vertically 
integrated companies have more complete infor-
mation, leading to better decision-making regard-
ing investments and ensuring better outcomes on 
safety and quality indicators. Th e experience from 
Portugal suggests otherwise. 

Comparable data are available for the 13-year 
period 1994-2006, a period that includes one 
year of vertical integration, 5 years of legal un-
bundling and 7 years of full (ownership) unbun-
dling. 

In 1995, the transmission network of the incum-
bent EDP was legally separated but maintained 
within EDP in terms of ownership and only in 
2000 was ownership hived off  into a separate 
company, REN. Concurrently, the Portuguese 
independent regulator of the energy sector was 
created in 1997 and introduced eff ective regula-
tion in 1999. 

Th is note presents data on the evolution of de-
mand and investment, as well as performance in-
dicators (losses and quality of supply) and prices. 
Th e overall conclusion reached is that legal un-
bundling produced no visible improvement with 
respect to vertical integration and that only with 
full ownership unbundling did consumers of elec-
tricity benefi t from higher levels of investment, in 
terms of improved quality and lower prices.

Keywords — Transmission network, Network 
investments, Legal unbundling, Ownership un-
bundling, Power losses, Continuity of supply.

In the ongoing debate regarding network un-
bundling, the opinion is often expressed that 
vertically integrated companies have more 
complete information, leading to better deci-
sion-making regarding investments and ensur-
ing better outcomes on safety and quality indi-
cators. Th e experience from Portugal suggests 
otherwise. 

In 1995, the transmission network of the in-
cumbent EDP was legally separated but main-
tained within EDP in terms of ownership and 
only in 2000 was ownership hived off  into a 
separate company, REN. During this period, 
other relevant institutional changes were tak-
ing place. Recognising the merits of independ-
ent regulation, the Portuguese government set 
up the Portuguese electricity regulator in 1997 
and the application of eff ective independent 
regulation began in 1999. 

While care has been taken in this study to 
identify specifi c types of investment (such 
as market integration and renewables) that 
responded to factors other than the type of 
ownership of the transmission infrastructure, 
some of the improvement in lowering access 
tariff s and improving quality of service should 
also be ascribed to better regulation (or at least 
we, as regulators, would like to believe so).  Th e 
following sections look briefl y at the evolution 
in investment and in quality and price indica-
tors and propose some conclusions.

TRANSMISSION NETWORK UNBUNDLING 
- EVIDENCE FROM PORTUGAL
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 Comparable data are available for the 13th 
year period 1994-2006, a period that includes 
one year of vertical integration, 5 years of le-
gal unbundling and 7 years of full (ownership) 
unbundling.

During the period under review, demand 
from power sector increased constantly, at an 
average annual rate of about 6%, as refl ected 
in Figure 1.

Figure 2 shows total investment at constant 
2006 prices and Figure 3 shows real invest-
ment per energy unit at constant prices and 
constant demand levels. In order to be more 
comparable, data at Figure 3 excludes the 
network investments due to Special Regime 
Generation interconnections and due to inter-
national interconnections developed under the 
MIBEL (Iberian Electricity Market, compris-
ing Portugal and Spain) framework during the 
last years. 

Th e data reveal that total investment in the 
transmission network declined gradually 
during the vertical integration and legal un-
bundling stages and increased markedly each 
year under ownership unbundling. Even after 
excluding investments related to new require-
ments such as regional integration (MIBEL) 
and the incorporation of renewable energy 
sources, investment in real terms and assum-

ing constant demand roughly tripled in the 
7 years (2000-2006) of ownership unbundling 
(Figure 3). 

Th e trend is clearly one of declining invest-
ment levels under vertical integration and legal 
unbundling and signifi cant increases in invest-
ment under ownership unbundling.

Th e available data also permits an analysis of  
the evolution of some operational performance 
indicators, namely power losses and continuity 
of supply (quality of service). 

Transmission network losses are shown in 
both absolute and in relative terms in Figure 4, 
which shows network losses declining gradu-
ally over the full time period under review, ar-
riving in 2006 with a relative value that is less 
than half of that in 1994. 

Continuity of supply is measured using as 
a performance index the average interruption 
time, AIT, shown in Figure 5 and Figure 6 
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2. Evolution over 13 years 

2.1 Power demand and network investment

Figure 1 - Total Electricity consumption

Figure 2 - Transmission network total investment (at cons-
tant 2006 prices)

Figure 3 - Transmission network investment per TWh 
excluding international interconnections and special regime 

generation connections 

2.2 Performance evolution

Source: ERSE
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with and without exceptional events, respec-
tively. 

Figure 5 shows the AIT evolution including 
contributions from events classifi ed as excep-
tional that occurred in years 2000, 2003, 2004, 
2005 and 2006. Th ese events were considered 
exceptional due to their classifi cation as inter-
ruptions due to security reasons or due to the 
extraordinary characteristics involved. For in-
stance, analysing the events classifi ed as excep-
tional during 2000 and 2003 (major absolute 
and relative annual values), we verify that they 
are related to only one major event per year. 
Each one of these events represents a prepon-
derant infl uence for the achieved total annual 
interruption time.

Figure 6 reinforces the idea of a clear conti-
nuity of supply quality improvement, showing 
the average interruption time evolution during 
the period under review without considering 
the events classifi ed as exceptional.

Th e data show that the evolution of transmis-
sion network losses and average interruption 
time, already positive under vertical integra-
tion and legal unbundling, showed even more 
dramatic improvement under full ownership 
unbundling.

Th e eff ective start of regulation in 1999 led 
to signifi cant declines in prices, both for the 
general transmission tariff  (Figure 7) applied 
to lower level consumers for their use of the 
transmission network, and for the Very High 
Voltage transmission tariff  (Figure 8) applied 
to consumers directly connected to the trans-
mission network.

Th e process continued after the transition to 
full ownership unbundling, with an overall re-
duction of about 26% in the former tariff  and 
about 45% in the latter.

TRANSMISSION NETWORK UNBUNDLING 
- EVIDENCE FROM PORTUGAL

Figure 4 - Transmission network losses

Figure 5 - Average Interruption Time

Figure 6 - Average Interruption Time 
excluding exceptional events

2.3 Transmission tariffs evolution

Figure 7 - General Transmission Tariff

Figure 8 - VHV Transmission Tariff
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Preparation of the 3rd European Union 
Energy Legislation Package highlighted the 
importance of discussing how diff erent own-
ership structures might aff ect the incentives 
for investment, as well as indicators of out-
put quality. In some member states, market 
organisation had evolved in the direction of 
structural unbundling while in others the in-
cumbent dominant fi rms remained vertically 
integrated. 

Deriving the full benefi ts of market integra-
tion (and creating a single European energy 
market) called for market structures in each 
member state that removed potential confl ict 
of interest between the competitive segments 
of the market (production and supply) and 
the natural monopoly (transmission infra-
structure) that should be accessible to all other 
operators. Discussion naturally centred on 
comparing the potential (or proven) advan-
tages and disadvantages of vertical integration, 
legal unbundling and ownership unbundling 
network models.

In this debate regarding network unbundling, 
the opinion was often expressed that vertically 
integrated companies have more complete 
information, leading to better decision-making 

regarding investments and ensuring better 
outcomes on safety and quality indicators. 
However, the experience from Portugal, briefl y 
outlined in this paper, seems to contradict this 
opinion.

Even allowing for the important caveat that 
several factors may have been in play concur-
rently, the evidence here presented indicates, at 
very least, that ownership unbundling can co-
incide with impressive increases in investment 
levels and improvements in quality indicators. 
Th e experience over 7 years in Portugal off ers 
no support whatsoever to the oft-repeated fear 
that unbundled transmission operators may 
have diffi  culty in attracting adequate invest-
ment resources.

Another conclusion that can be drawn from 
the data here presented is that simple legal un-
bundling produced no noticeable improvement 
over the vertical integration that preceded it. 
Clearly the incentive structure only changes 
eff ectively when the ownership is transferred. 
Th e evidence from Portugal points to the 
conclusion that only with full ownership un-
bundling did consumers of electricity benefi t 
from higher levels of investment, in terms of 
improved quality and lower prices.
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3. Conclusions
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serviço/
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A criação do mercado interno de energia conduz 
à necessidade de um mecanismo europeu de com-
pensação entre operadores de redes de transporte 
pelos fl uxos transfronteiriços de energia eléctrica, 
que todos considerem justo e exequível. Apesar 
dos seus princípios estarem estabelecidos na le-
gislação comunitária desde 2003, não tem sido 
possível encontrar uma metodologia aceitável que 
o implemente, sendo utilizada uma metodologia 
provisória que merece muitas críticas. Com o vo-
lume das trocas físicas internacionais de energia 
eléctrica a aumentar consideravelmente e com o 
número de países que pretendem aderir ao meca-
nismo a crescer, urge encontrar uma metodologia 
de raiz que resolva o problema em defi nitivo.

Palavras Chave - Transporte de energia eléc-
trica, gestão de interligações, comércio transfron-
teiriço de energia eléctrica, mercado interno de 
energia.

O aumento da segurança na operação do sis-
tema começou por ser o motivo para a interli-
gação de redes eléctricas vizinhas. Começando 
por ser uma interligação regional de redes, o 
salto para a interligação internacional foi sen-
do dado, permitindo interligar a maior parte 
das redes eléctricas do continente Europeu.

A interligação das redes permitiu, também, 
uma utilização mais efi ciente das redes envol-
vidas e contribuiu para a segurança de abaste-
cimento dos sistemas eléctricos que se encon-
tram interligados.

Mais recentemente, as interligações ganha-
ram um novo papel com o desenvolvimento 

das trocas comerciais internacionais entre sis-
temas eléctricos interligados, em que regiões 
com carência de produção podem ser abasteci-
das a partir de regiões onde a produção é exce-
dentária face ao consumo.

Com a perspectiva de criação de um mercado 
interno de energia de âmbito europeu, o papel 
e a importância das interligações saiu reforça-
do no contexto do sistema eléctrico europeu.

Diversas barreiras ao desenvolvimento do 
mercado interno da energia eléctrica foram de-
tectadas, fazendo com que fossem propostas 
diversas medidas para as ultrapassar. 

Um problema existente correspondia ao pa-
gamento acumulado das tarifas de uso das re-
des de transporte dos países que situados entre 
o país que produz a energia e o que a conso-
me (“transmission tariff  pancaking”), o que do 
ponto vista técnico não era justifi cável e torna-
va não competitiva a comercialização interna-
cional de energia.

Sendo uma preocupação das Entidades Re-
guladoras desde a criação do Conselho Euro-
peu dos Reguladores de Energia (CEER), em 
2000, e do Grupo Europeu de Reguladores de 
Electricidade e Gás (ERGEG), a forma de ul-
trapassar esta barreira, a nível europeu, passou 
pela eliminação da obrigação do pagamento 
acumulado de tarifas e pela implementação de 
um mecanismo de compensação entre diversos 
operadores de redes de transporte por fl uxos 
transfronteiriços de energia eléctrica, que 
todos considerem justo e exequível e incen-
tive a criação do mercado interno de energia 
eléctrica.
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Resumo

1. Introdução
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Nesse sentido e enquadrado com a Directiva 
Europeia 2003/54/EC do Parlamento Euro-
peu e do Conselho, relativa às regras comuns 
do mercado interno da energia eléctrica, foi pu-
blicado o Regulamento (CE) Nº 1228/2003, 
de 26 de Junho de 2003, relativo às condições 
de acesso à rede para o comércio transfrontei-
riço de energia eléctrica [1].

Este Regulamento tem por objectivo estabe-
lecer regras equitativas em matéria de comér-
cio transfronteiriço de energia eléctrica, pers-
pectivando:

• o aumento da concorrência no mercado 
interno da electricidade, mas tendo em conta 
as especifi cidades dos mercados nacionais e 
regionais;

• a criação de um mecanismo de compensa-
ção para os fl uxos transfronteiriços de energia 
eléctrica;

• o estabelecimento de princípios harmoniza-
dos no que se refere às tarifas para o transporte 
transfronteiriço e à atribuição das capacidades 
disponíveis de interligação entre as redes de 
transporte nacionais. 

Na perspectiva da criação do mecanismo de 
compensação para os fl uxos transfronteiriços 
de energia eléctrica, mecanismo ITC (“Inter 
Transmission System Operators Compensa-
tion”), o Regulamento (CE) Nº 1228/2003 
prevê que os ORT (Operadores de Rede de 
Transporte) recebam uma compensação pelos 
custos decorrentes do acolhimento de fl uxos 
transfronteiriços de energia eléctrica nas suas 
redes. Prevê, também, que essa compensação 
deva ser paga pelos ORT das redes onde são 
originados os fl uxos transfronteiriços e das re-
des destinatárias fi nais. 

Deste modo, o modelo pressupõe que os pro-
veitos permitidos a cada um dos ORT devem 
ser cobertos pelas tarifas de uso das redes de 
transporte pagas pelos consumidores nacionais 

mas, também, pelas receitas que advenham das 
compensações provenientes do mecanismo 
ITC. Assim, o montante total da remuneração 
coberta pelas tarifas nacionais pode ser igual 
aos proveitos permitidos aos ORT na sua acti-
vidade de Transporte, ou ser menor ou maior, 
dependendo se as receitas do mecanismo de 
compensação ITC são positivas ou negativas, 
Figura 1. 

Os montantes envolvidos no mecanismo 
ITC em Portugal são apresentados na Figura 
2, fazendo-se notar que, apesar de não despre-
záveis, os montantes envolvidos representam 
uma pequena percentagem dos custos associa-
dos à actividade de Transporte exercida pelo 
ORT português, Figura 3.

Com uma primeira fase em que Portugal 
recebia uma compensação e outra, posterior, 
em que tem vindo a ser pagador, os montan-
tes envolvidos no mecanismo ITC resultam de 
uma alteração de regras ocorrida em 2003 e 
de um aumento da utilização das interligações 
Portugal – Espanha.
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2. Regulamento (CE) Nº 1228/2003 

Figura 1 - Proveitos permitidos aos ORT, remuneração cober-
ta pelas tarifas nacionais e as receitas do mecanismo ITC.

3.2 Mecanismo ITC em Portugal e a utilização 
das interligações Portugal – Espanha

3. Mecanismo de compensação entre opera-
dores de redes de transporte

3.1 Modelo

Figura 2 - Montantes do mecanismo ITC relativos a Portugal.
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Para o período de 1998 e 2006, na Figura 
4 são apresentadas as evoluções dos valores 
anuais de importação, de exportação, do saldo 
(exportação menos importação), da utilização 
(exportação mais importação) de energia eléc-
trica entre Portugal e Espanha. A evolução dos 
valores anuais de energia de circulação é tam-
bém apresentada.

Verifi ca-se uma tendência clara para o au-
mento da utilização das interligações e para o 
crescimento das importações de Portugal com 
origem em Espanha. 

Por sua vez, verifi ca-se que a energia de cir-
culação é da ordem dos 3 TWh anuais. Como 
existem diversas linhas de interligação entre 
Portugal e Espanha, a energia de circulação 
surge associada ao facto de, em cada período 
horário, poderem existir determinadas linhas 
em que o trânsito é no sentido Portugal   Es-
panha e outras em que o sentido é o contrário. 
Um caso típico é o que ocorre nas situações 
em que Portugal é fortemente importador e, 
mesmo assim, o sentido de trânsito na linha 
de interligação da Alqueva / Balboa é no sen-
tido Portugal   Espanha. Nessas situações, o 
que ocorre é que o sistema espanhol utiliza a 
rede portuguesa para transportar energia da 

Galiza para a Estremadura espanhola. Por sua 
vez, admitindo uma situação em que o norte 
de Portugal é defi citário no balanço entre a 
produção e o consumo eléctrico e é a central 
termoeléctrica de Sines que está a assegurar 
o balanço entre a produção e o consumo na-
cional, poder-se-ia dizer que o consumo do 
norte de Portugal está a ser assegurado pelas 
importações vinda da Galiza e que a central de 
Sines estaria a exportar para a Estremadura 
espanhola. Deste modo, esta situação é benéfi -
ca para o sistema eléctrico português com uma 
redução da utilização das suas redes e das per-
das eléctricas internas.

O Regulamento (CE) Nº 1228/2003 prevê 
também que as quantidades dos fl uxos trans-
fronteiriços acolhidos e dos fl uxos transfron-
teiriços designados como tendo origem e/ou 
destino nas redes de transporte nacionais 
devem ser determinadas com base nos fl uxos 
físicos de electricidade efectivamente medidos 
num dado período. Disponibilizada na página 
da Internet da UCTE (“Union for the Co-ordi-
nation of Transmission of Electricity”), a Figura 
5 apresenta as trocas físicas de energia eléctrica 
ocorrida entre os diversos países europeus du-
rante o ano de 2005. 

Por sua vez, a Figura 6 mostra a evolução das 
trocas físicas de energia na região da UCTE 
de 1975 a 2005, tornando claro o franco incre-
mento da utilização das interligações interna-
cionais na Europa.

Os princípios para a determinação dos cus-
tos envolvidos no mecanismo ITC são tam-
bém estabelecidos no Regulamento (CE) 
Nº 1228/2003. 

Assim, tendo em atenção a necessidade de 
garantir a segurança do abastecimento, o Re-
gulamento estabelece que os custos decorren-
tes do acolhimento de fl uxos transfronteiriços 
de electricidade devem ser determinados com 

Figura 3 - Montantes relativos ao mecanismo ITC e remune-
ração da actividade de Transporte em Portugal.

Figura 4 - Utilização das interligações Portugal – Espanha.

3.3 Inter intercâmbios físicos de energia eléctrica 
na UCTE

3.4 Determinação dos custos envolvidos
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base:
• nos custos adicionais médios previstos 

numa perspectiva de longo prazo (LRAIC);
• nos custos associados às perdas;
• no investimento em novas infra-estruturas;
• numa parte adequada do custo da infra-

estrutura existente, na medida em que a infra 
estrutura seja utilizada para o transporte de 
fl uxos transfronteiriços. 

Para a determinação desses custos é estabe-
lecido que deverão ser utilizadas metodologias 
normalizadas reconhecidas e os benefícios, 
que o acolhimento de fl uxos transfronteiriços 
possam acarretar para a rede em causa, devem 
ser tidos em conta para efeitos de redução da 
compensação recebida.

Desde 2002, em virtude de um acordo volun-
tário entre os ORT no seio da ETSO (“Euro-
pean Transmission System Operators”), encon-
tra-se em vigor um mecanismo provisório de 
compensação por fl uxos transfronteiriços de 
energia eléctrica, [4] e [5].

Com a sua introdução, este mecanismo teve 
o claro mérito de ter permitido acabar com o 
pagamento em acumulação de todas as tarifas 
de uso das redes de transporte dos países situ-
ados entre o país que produz a energia e o que 
a consome (“transmission tariff  pancaking”), o 
que representava uma importante barreira ao 
comércio internacional de energia eléctrica.

O mecanismo ITC provisório sofreu algumas 
evoluções desde o início da sua implementação, 
baseando-se a sua versão actual nos seguintes 
procedimentos:

• Defi nição da Rede Horizontal: a rede 
horizontal (HN) é a parte da rede de trans-
porte que deverá ser remunerada por albergar 
trânsitos transfronteiriços; a defi nição da HN 
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Figura 5 - Trocas físicas de energia eléctrica entre os diversos países europeus durante o ano de 2005 [2].

Figura 6 - Evolução das trocas físicas de energia na região da 
UCTE de 1975 a 2005 [3].

4. Mecanismo ITC provisório

4.1 Procedimentos associados 
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passa pela adopção de um modelo e critérios 
uniformes utilizados na identifi cação da rede 
horizontal de cada parceiro do mecanismo 
ITC (cada um dos ORT que assinou o acor-
do relativo ao mecanismo ITC); a defi nição da 
HN é realizada por uma metodologia auditá-
vel;

• Partilha dos trânsitos e cálculo dos custos 
devidos a cada país: a partilha dos trânsitos na 
HN é defi nida utilizando uma chave de parti-
ção; assim, para um determinado período de 
tempo, defi nindo se trânsito (T), como sendo 
o menor dos valores que ocorreram relativos 
aos fl uxos de importação e aos fl uxos de expor-
tação, medidos hora a hora, nas interligações 
entre parceiros do mecanismo ITC, e conside-
rando-se L, como o consumo hora a hora na 
rede de cada parceiro do mecanismo ITC, a 
respectiva chave de partição corresponde a:

                   

• Custos da HN: Os custos da HN são cal-
culados usando os custos regulados acordados 
com os reguladores respectivos e são de conhe-
cimento público; as perdas induzidas pelos 
trânsitos são também consideradas;

• Montante do fundo de compensação 
ETSO: O montante do fundo de compen-
sação da ETSO (montante a ser pago pelos 
ORT para ser redistribuído como compensa-
ção pelo uso da sua HN) foi estabelecido em 
2006 no valor de 395 M€;

• Financiamento do fundo de compensação 
ETSO: 

1.ª parte - Contribuição dos países periféri-
cos (países que, não fazendo parte do acordo, 
fazem fronteira com um parceiro do mecanis-
mo ITC); em 2006, o valor era de 1 €/MWh 
de exportação declarada;

2.ª parte - Contribuição do “Fluxo líquido” 
(saldo horário do fl uxo no sentido da impor-
tação ou da exportação) de cada parceiro do 
mecanismo ITC; este montante é pago inde-

pendentemente do fl uxo ser no sentido da im-
portação ou da exportação;

Assim, tendo como ponto de partida o mon-
tante do fundo de compensação ITC provisó-
rio estabelecido para o ano em causa e os custos 
da HN que são suportados por cada parceiro, 
a chave de partição é utilizada para defi nir os 
montantes que cada parceiro ITC tem direito 
a receber pela utilização das suas redes pelos 
trânsitos estimados de terceiros. 

Por sua vez, descontada a contribuição dos 
países ao valor do montante do fundo de com-
pensação ETSO, a partilha de pagamentos en-
tre parceiros está associada ao peso relativo do 
“Fluxo líquido” de cada um. 

Calculado o montante que cada um tem a re-
ceber pelo facto da sua HN ter sido utilizada 
por terceiros e o montante que cada um tem de 
pagar por ter utilizado outras redes, a diferen-
ça entre valores estabelece qual é montante que 
cada um tem a pagar ou a receber, tendo em 
consideração o total do fundo estabelecido. 

A metodologia compreende ainda um pro-
cesso de acerto de contas, começando a con-
tribuição de cada parceiro por ser estimada 
ex-ante, baseada em dados históricos e depois 
confrontada com valores reais ocorridos efecti-
vamente no ano em causa, sendo ajustada du-
rante o ano seguinte.

Apesar de ser um processo relativamente 
simples de implementar e do aspecto positi-
vo que o início da aplicação do método ITC 
provisório teve em acabar com a obrigação de 
pagamento do acumulado das tarifas nacionais 
dos parceiros cujas redes se situem entre o país 
de origem e o país de consumo, o mecanismo 
ITC em aplicação apresenta um conjunto de 
problemas que fazem que tenha sempre sido 
assumido como provisório. 

Um primeiro problema tem a ver com o valor 
adoptado para o montante do fundo de com-
pensação que deverá ser defi nido de um modo 
mais objectivo do que actualmente. 

Por outro lado, a chave de partição é um modo 

4.2 Problemas Detectados

MECANISMO EUROPEU DE COMPENSAÇÃO ENTRE OPERADORES DE REDES 
DE TRANSPORTE POR FLUXOS TRANSFRONTEIRIÇOS DE ENERGIA ELÉCTRICA



340

fácil de determinar a compensação que cada 
parceiro deve receber. No entanto, está identi-
fi cada a necessidade de, na sua fundamentação, 
se dever ter em consideração a confi guração 
actualizada dos fl uxos físicos e o impacto das 
transacções transfronteiriças e dos eventuais 
“loop fl ows” na utilização das redes e nas per-
das dos diferentes sistemas nacionais. Estes 
aspectos não se compatibilizam com uma for-
mulação tão simples como a que é utilizada na 
chave de partição. 

Por sua vez, o modo como se calcula o mon-
tante que cada parceiro deve pagar (a contri-
buição) é simples mas depende unicamente 
dos “fl uxos líquidos”, o que se demonstra ser 
insufi ciente.

Uma quarta razão está associada ao facto de 
o mecanismo ITC provisório não considerar a 
dimensão do sistema eléctrico de cada parceiro 
e a extensão da rede (em quilómetros) envolvi-
das no trânsito. Assim, o mecanismo ITC pro-
visório atribui a mesma compensação nos dois 
casos que são ilustrados na Figura 7.

Um outro problema surge associado ao facto 
de, no mecanismo ITC provisório, os parcei-
ros importadores e exportadores contribuírem 
sempre para o fundo, independentemente de 
criarem ou não trânsitos transfronteiriços em 
redes de terceiros e destes serem ou não bené-
fi cos.

Finalmente, o mecanismo ITC provisório 
não trata convenientemente as situações de 
parceiros que criam “loop-fl ows” através de ou-
tras redes, Figura 8.

No caso representado na Figura 8, admitindo 
que o montante de importação e de exportação 
assinalado para o parceiro A em cada hora é 
exactamente igual e que este é o único trânsito 

que existe no universo representado, verifi ca-
se que, segundo a metodologia actualmente 
em vigor, os parceiros B, C e D tem de pagar, 
quando são claramente utilizados pelo parcei-
ro A para fazer circular energia de um lado 
para o outro do seu sistema eléctrico.

Para além do volume das trocas físicas de 
energia ter vindo a crescer de modo conside-
rável, Figura 6, a evolução do número de países 
que aderiu ou pretende aderir ao mecanismo 
ITC provisório tem vindo a aumentar. Nas 
Figuras 9, 10 e 11 é apresentada, no mapa do 
espaço europeu, a evolução dos participantes 
no mecanismo ITC provisório. 

O aumento do número de parceiros do meca-
nismo e o aumento dos valores totais dos inter-
câmbios obriga a uma maior precisão do meca-
nismo e torna uma solução “simplista” cada vez 
mais difícil de ser aceite como aplicável.
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Figura 7 - Um dos problemas detectados no mecanismo ITC 
provisório: não considera extensão da rede envolvida nos 

Figura 8 - Compensação incorrecta dos parceiros que criam 
“loop-fl ows” através de outras redes.trânsitos, [5].

5. Evolução dos participantes no mecanismo 
ITC provisório

Figura 9 - Participantes no mecanismo ITC provisório em 
2003, [5].
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A necessidade de encontrar um mecanismo 
ITC que seja considerado justo e exequível por 
todos, fez com que a Comissão Europeia tenha 
solicitado o apoio das entidades reguladoras 
nacionais, organizadas no CEER/ERGEG, e 
dos ORT, através da ETSO, para a sua con-
cepção e implementação. Na prática, ao longo 
dos últimos anos e com o apoio dos melhores 
peritos europeus, estas entidades têm analisa-
do diversas soluções ([6] - [10]) e identifi cados 
diferentes caminhos.

Assim, tendo por base os princípios especifi -
cados no Regulamento (CE) N.º 1228/2003, 
diferentes compromissos terão que ser encon-
trados na defi nição do futuro mecanismo ITC 
que venha a ser adoptado como defi nitivo, 
tendo em conta aspectos como rigor versus es-
tabilidade, diferenciação nacional versus não-

nacional ou rigor versus exequibilidade. 
Assim, quanto ao binómio precisão versus 

estabilidade, é de referir que o Regulamento 
impõe que as compensações tenham por base 
os fl uxos físicos efectivamente ocorridos e me-
didos. No entanto, a remuneração de activos 
ao longo de toda a sua vida útil impõe a neces-
sidade de estabilidade e consistência, que não 
é compatível com situações de grande variabi-
lidade de trânsitos envolvidos. 

Por outro lado, a utilização de custos regu-
lados evita a diferenciação entre utilizadores 
nacionais e não-nacionais de uma determina-
da rede, o que é claramente uma vantagem. No 
entanto, uma aproximação do tipo defi nição 
de custos-padrão de cada uma das redes nacio-
nais evita que ocorra uma grande diferenciação 
nos custos unitários que são apresentados por 
cada parceiro. Um equilíbrio entre estes dois 
aspectos terá de ser encontrado. 

Finalmente, os diferentes métodos de afecta-
ção de custos aos diversos parceiros que foram 
analisados variam muito na maneira como re-
fl ectem as realidades do sistema eléctrico. Os 
mais realistas tendem a ser mais complexos, o 
que obriga a que se encontre um compromisso 
entre o rigor e exequibilidade que se pretende 
com o método em questão.

Tendo todos estes aspectos em mente, a aná-
lise do problema permitiu que seja mais ou 
menos consensual, entre todos os especialistas 
envolvidos, que o mecanismo ITC defi nitivo 
assumirá os seus dois aspectos-chave de um 
modo separado. Assim, concluiu-se que se po-
derá realizar em separado:

• A determinação da base de custo para as re-
des, que deve surgir de uma combinação apro-
priada de custos regulados, LRAIC e custos 
com as perdas;

• A opção pela metodologia de afectação dos 
custos aos diferentes parceiros.

Os objectivos económicos do mecanismo 
ITC baseiam-se na efi ciência económica e na 
recuperação de proveitos apropriados e em ta-

6.1 Separação dos Aspectos-Chave

Figura 10 - Participantes no mecanismo ITC provisório entre 
2004 e 2006, [5].

Figura 11 - Potenciais participantes no mecanismo ITC provi-
sório em 2007.

6. Evolução pretendida para o mecanismo ITC

6.2 Base de custos a considerar
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rifas “justas” pagas por quem deve. Assim, os 
valores impostos no processo e a base de cus-
tos a ser considerada deve refl ectir os custos 
efectivamente impostos às redes de cada um 
dos parceiros. No entanto, a dúvida subsiste 
se deverão ser prioritários os sinais a dar aos 
participantes directos, de modo a fazer incidir 
os custos sobre aqueles que criam a necessida-
de de capacidade, ou se a opção é privilegiar os 
sinais centrados em novos investimentos, de-
vendo focalizar-se mais no longo prazo.

O Regulamento refere explicitamente a utili-
zação do LRAIC, parecendo querer colocar os 
custos regulados como complementares. 

No entanto, na análise que tem vindo a ser 
realizada nos diferentes fora que têm aconse-
lhado a Comissão Europeia, foram realçados 
diversos aspectos complexos na interpretação 
e aplicação do conceito de LRAIC a uma rede 
de transporte de energia eléctrica, que tornam 
subjectiva a escolha de qual a abordagem a 
considerar na defi nição do valor do LRAIC. 

Por sua vez, assumir um mecanismo ITC 
baseado na recuperação de custos parecia mais 
aliciante, parecendo a utilização de um preço 
relacionado com o valor “unitário” do custo 
regulado associado ao activo existente mais 
apropriado do que o uso do LRAIC. Razões 
para isso resultam dos seguintes factos:

• os custos regulados têm em conta os custos 
dos activos actualizados, o seu tempo de vida 
útil e a sua depreciação;

• os activos envolvidos apresentam caracte-
rísticas idênticas em todas as redes.

Assim, a tendência que parece ser consensual 
vai no sentido de assumir um mecanismo ITC 
que considera uma proporção entre os valores 
dos custos do activo regulado e do LRAIC, em 
que o primeiro termo é maioritário.

Pelo menos cinco metodologias de afectação 
de custos foram consideradas pelos especialis-
tas envolvidos no processo:

• Mecanismo ITC provisório 
• “With-and-Without Transits” (WWT)

• “Average participations” (AP)
• “Marginal Participations” (MP)
• IMICA
Verifi ca-se que as metodologias anteriores 

diferem na complexidade, no conjunto de hi-
póteses que as fundamentam, no volume de 
dados envolvidos e no esforço da sua recolha 
e validação e as posições assumidas pelos di-
ferentes especialistas parecem não convergir 
no encontrar de uma solução que represente o 
óptimo possível.

Analisando as conclusões de cada especialis-
ta sobre as vantagens e desvantagens de cada 
uma das metodologias, fi ca-se com a impres-
são que o que está em causa é de natureza bas-
tante mais complexa do que aquilo que seria 
de esperar num processo que se pretende me-
ramente técnico-científi co. 

Deste modo, as únicas “balizas” continuam 
a ser as disposições legais do Regulamento 
(CE) N.º 1228/2003, que impõem que a me-
todologia de afectação de custos do futuro me-
canismo ITC que venha a ser adoptado como 
defi nitivo deve assegurar que se:

• considera a utilização efectiva e as perdas 
provocadas nas redes;

• encontra uma repartição “justa” da utiliza-
ção da rede entre os utilizadores nacionais e 
não-nacionais, quando da determinação dos 
elementos relevantes da rede, do tratamento 
dos parceiros ITC que confi nam com países 
periféricos e do tratamento dos efeitos benéfi -
cos dos trânsitos.

A dimensão das trocas físicas no espaço eu-
ropeu, que foi apresentada na Figura 5, e a 
complexidade das redes e das relações estabe-
lecidas demonstram que o processo em causa 
é difícil e não tornam fácil arbitrar em relação 
à “qualidade” das diferentes metodologias em 
confronto. No entanto, é possível encontrar 
tendências quando, em vez de querer abarcar 
tudo de uma só vez, se olha para os resultados 
associados ao sudoeste da Europa, por exem-
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6.3 Metodologias de afectação de custos

6.4 Resultados de algumas das metodologias de 
afectação de custos aplicados ao sudoeste da 
Europa
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plo. Assim, quando se analisam os resultados, 
em base anual, das trocas físicas no sudoeste da 
Europa, algumas das referidas metodologias 
parecem concluir que, no essencial, todas as 
importações que Espanha fez de França, servi-
ram para alimentar o “fl uxo líquido” importa-
dor de Portugal. A Figura 12 apresenta como 
exemplo os valores totais do ano de 2005 das 
trocas físicas ocorridas entre os países do su-
doeste da Europa. 

Deste modo, Portugal e França surgem como 
provocando trânsitos transfronteiriços em Es-
panha e, por isso, algumas das metodologias 
impõem a necessidade de compensarem a Es-
panha pela utilização que fazem da sua rede 
de transporte. Se no caso da França, é difícil 
de identifi car isoladamente essa incorrecção, 
no meio das diferentes fronteiras eléctricas em 
que este país se encontra envolvido, no caso de 
Portugal o exemplo surge claramente como in-
correcto, já que Portugal se encontra num ex-
tremo da rede e só faz fronteira com Espanha. 

A situação é ainda mais grave para quem co-
nhece as características do sistema espanhol e 
os congestionamentos internos que nele se ve-
rifi cam. Assim, mesmo que, efectivamente, as 
importações de energia eléctrica de Portugal 
tivessem uma proveniência comercial da Fran-
ça, justifi cava-se questionar se era justo que a 
Espanha viesse a receber uma compensação 
equivalente à travessia da totalidade da sua 
rede por esse “fl uxo transfronteiriço”. 

As características do parque electroprodutor, 

da rede espanhola e a localização dos consumos 
em Espanha permitem assegurar que, mesmo 
nessa situação, seria mais justo considerar que 
tinha havido uma troca interna no interior de 
Espanha e a energia importada de França tinha 
sido utilizada no norte de Espanha e a energia 
produzida no centro/sul de Espanha é que ti-
nha sido importada por Portugal (induzindo, 
por essa via, uma redução da utilização da rede 
espanhola por parte dos seus trânsitos inter-
nos). Nestas condições, “fl uxo transfronteiriço” 
teria sido positivo para a Espanha não deven-
do, por isso, ser uma fonte de recebimento.

Um outro aspecto em que algumas das me-
todologias referidas penalizam a situação por-
tuguesa (e, neste caso, espanhola) deve-se ao 
facto da existência de uma forte componente 
de energia de circulação (2 a 3 GWh/ano) na 
utilização da interligação Portugal   Espanha. 
Não afectando terceiros e sendo benéfi co para 
os dois parceiros envolvidos, não se entende 
porque deverá ser esta uma razão para que 
Portugal ou Espanha paguem compensações, 
no âmbito do mecanismo ITC, por esse fl uxo 
interno aos seus sistemas.

Os exemplos anteriores, por serem de fácil 
verifi cação, permitem que sirvam de avaliação 
da “qualidade” de qualquer metodologia de 
afectação dos custos aos diferentes parceiros 
envolvidos na solução que se pretenda adoptar 
para o mecanismo ITC defi nitivo. Qualquer 
solução que venha a ser adoptada deverá ser 
capaz de detectar estas situações e dar-lhes 
uma resposta adequada e justa.

A importância crescente das trocas físicas de 
energia eléctrica com fi ns comerciais nas inter-
ligações europeias e a importância política que 
representa a criação do mercado interno de 
energia, impõe a necessidade de um mecanis-
mo ITC que seja reconhecido por todos como 
justo e apropriado.

Sendo clara a justeza do princípio de compar-
ticipação de todos os utilizadores (o que inclui 
os utilizadores não-nacionais) na recuperação 

Figura 12 -Trocas físicas no sudoeste da Europa durante 2005

7. Conclusão
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dos proveitos permitidos aos ORT na sua ac-
tividade de Transpor, alguns passos já foram 
dados com o Regulamento Nº 1228/2003 ao 
estabelecer os princípios básicos que devem 
reger o futuro método ITC defi nitivo e resul-
tando na necessidade de:

• uma base de custos das redes que seja con-
siderada correcta por todos;

• de novas metodologias de afectação dos 
custos que sejam consideradas justas e que a 
sua aplicação seja exequível.

No entanto, o esforço que os diversos espe-
cialistas envolvidos têm colocado na procura 
de uma solução e os resultados sofríveis a que 
se tem chegado, aliados às difi culdades que 
apresentam as diferentes alternativas que têm 
vindo a ser analisadas, demonstram que é ne-
cessário romper com as soluções anteriores e 
procurar novos caminhos para resolver o pro-
blema.

Deste modo, é necessária a participação de 
novos actores no processo que quebrem com 
o “ciclo vicioso” que está instituído, ganhando 

importância uma participação mais activa e 
forte do meio académico que permita ultrapas-
sar as difi culdades conceptuais que têm vindo 
a ser encontradas.

  Apesar de apenas um autor assinar este ar-
tigo, reconhece-se que ele tem por base um 
trabalho colectivo desenvolvido no seio da 
equipa da ERSE, Entidade Reguladora dos 
Serviços Energéticos, e que diversos cole-
gas actuais e passados foram fundamentais 
no desenvolvimento das ideias que aqui 
se apresentam. Na dificuldade de a todos 
nomear, serve esta referência à importân-
cia da sua contribuição. Igual menção é 
necessária à experiência vivida no seio do 
CEER/ERGEG, Conselho Europeu de 
Reguladores de Energia / Grupo Europeu 
de Reguladores de Electricidade e Gás e 
dos respectivos grupos de trabalho. A sua 
importância é crucial para o resultado
obtido.

344

Agradecimentos

[1] Parlamento Europeu e Conselho Europeu, “Regulamento (CE) n.° 1228/2003”, Junho de 2003,
http://eur-lex.europa.eu/smartapi/cgi/sga_doc?smartapi!celexplus!prod!DocNumber&lg=pt&type_

doc=Regulation&an_doc=2003&nu_doc=1228
[2] UCTE, “Physical electricity exchange of UCTE countries”, http://www.ucte.org/_library/statsexchange/e_ex-

changes_2005.pdf
[3] UCTE, “Sum of exchanges of the UCTE 1975 - 2005”, http://www.ucte.org/_library/statsexchange/e_sum_ex-

changes.pdf
[4] ETSO, “Th e current ETSO ITC Model and possible development”, Junho de 2005, http://www.etso net.org/

upload/documents/Current%20ITC%20model%2005.pdf 
[5] ETSO, “Th e CBT Agreement 2005”, apresentação da ETSO ao “ERGEG TF on ITC compensation”, Fevereiro 

de 2005.
[6] ERGEG, “ERGEG Draft Proposal on Guidelines on Inter TSO Compensation”, E06-CBT-09-08, Abril de 

2006, www.ergeg.org/portal/page/portal/ERGEG_HOME/ERGEG_PC/ARCHIVE1/ITC_Mechanism/E06-
CBT-09-08_ITCGuidelines_0.pdf 

[7] ERGEG, “Cover note to ERGEG draft proposal on
Guidelines on Inter TSO Compensation”, E06-CBT-09-08a, Abril 2006, 
www.ergeg.org/portal/page/portal/ERGEG_HOME/ERGEG_PC/ARCHIVE1/ITC_Mechanism/E06-

CBT-09-08_ITCGuidelines_0.pdf
[8] I. Pérez-Arriaga, L. Olmos Camacho, F. Rubio Odériz, “Report on Cost components of cross border exchanges of 

electricty”, Novembro de 2002, 
http://ec.europa.eu/energy/electricity/publications/doc/revised_ccbt_fi nal_report_v112_en.pdf
[9] Florence School of Regulation, “A study on the Inter-TSO Compensation Mechanism”, Outubro de 2005, 
http://www.iue.it/RSCAS/e-texts/051031-ITCStudy-FinalReportCover_000.pdf
[10] Frontier Economics, Consentec, “Study on futher issues relating to the inter-TSO compensation mechanism”, 

Fevereiro de 2006, 
http://ec.europa.eu/energy/electricity/publications/doc/2006_03_tso_compensation_mechanism.pdf.

Referências



O INCIDENTE EUROPEU DE 4 DE NOVEMBRO DE 2006 
E O COMPORTAMENTO DO SISTEMA ELÉCTRICO PORTUGUÊS

Jorge Esteves    José Capelo    Maria José Clara

Documento preparado na sequência do relatório nacional enviado para preparação do “ERGEG Final Report on lessons to be 
learned from the large disturbance in European power system on 4 November 2006”, de 7 de Fevereiro de 2007





347

No dia 4 de Novembro de 2006 ocorreu na 
rede eléctrica europeia um grande incidente que 
afectou quinze milhões de consumidores europeus 
e envolveu o deslastre de 16 GWh de cargas na 
zona Oeste da Europa. Com origem no norte da 
Alemanha, este incidente relevou o elevado grau 
de interligação que, do ponto de vista físico, hoje 
existe nas redes eléctricas europeias e as fragilida-
des existentes na harmonização de procedimentos 
de coordenação e cooperação entre operadores de 
rede de transporte. Face à importância do inci-
dente, foram tornadas públicas diversas posições, 
entre as quais a assumida pelo ERGEG, Grupo 
Europeu de Reguladores de Energia que, refl ectin-
do a posição da ERSE, apresenta um conjunto de 
recomendações consideradas fundamentais para 
que um incidente equivalente não possa voltar a 
ocorrer na Europa.

Palavras Chave - Operação de redes, Grandes 
Incidentes, Critérios de Segurança, Deslastre  
Frequencimétrico.

No dia 4 de Novembro de 2006, sábado, a 
rede eléctrica interligada europeia, associada 
na área síncrona da UCTE (União para a Co-
ordenação do Transporte de Electricidade), foi 
afectada por um grave incidente, cuja origem 
ocorreu na rede de transporte do norte da Ale-
manha. A perturbação de origem alemã propa-
gou-se pela rede síncrona da UCTE afectando 
grande parte dos países europeus. Depois do 
desligar de diversas linhas, a rede da UCTE 
acabou por fi car dividida em três áreas de ope-
ração síncrona (Oeste, Nordeste e Sudeste).

A dimensão das consequências deste inci-
dente, que afectou quinze milhões de euro-
peus durante quase duas horas, justifi cou que 
o ERGEG, Grupo Europeu de Reguladores 
de Energia, tenha criado, a 7 de Novembro 
de 2006, um Grupo Ad Hoc para fazer uma 
análise detalhada deste incidente. O trabalho 
deste Grupo resultou na publicação do relató-
rio “ERGEG Final Report on lessons to be le-
arned from the large disturbance in European 
power system on 4 November 2006” [1].

Não tendo havido uma participação directa 
neste Grupo Ad Hoc do ERGEG, a ERSE 
contribuiu para o referido Relatório Final eu-
ropeu através da preparação e envio do Rela-
tório Nacional, que corresponde ao Anexo 1 
deste documento, e pela participação activa 
dos seus colaboradores no ERGEG Electricity 
Focus Goup, na ERGEG System Operation Task 
Force durante 2006 e nas ERGEG Transmis-
sion Network Task Force e ERGEG Electricty 
Markets Task Force durante 2007, das quais 
fi zeram parte os autores.

Diversos relatórios (por exemplo [1] a [3]) 
detalham os factos técnicos ocorridos durante 
o incidente do dia 4 de Novembro de 2006.

Na noite desse dia, o operador da rede de 
transporte do Norte da Alemanha, E.ON 
Netz, colocou fora de serviço uma linha eléc-
trica dupla de muito alta tensão (380 kV) en-
tre Diele e Conneforde, Figura 1, para permitir 
a passagem em segurança no rio Ems de um 
paquete, o “Norwegian Pearl”, Figura 2, que, 
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vindo dos estaleiros navais alemães Meyers, 
localizados em Papenburg, deveria seguir para 
o porto holandês de Eemshaven no Mar do 
Norte. 

O desligar desta linha é um procedimento 
considerado normal na região (desde 1995, a 
E.ON Netz já realizou esta operação outras 
catorze vezes para permitir a passagem de ou-
tros tantos navios), já que a distância das cha-
minés do navio às linhas não é sufi ciente para 
garantir a ausência de risco de uma descarga 
eléctrica.

Esta manobra estava programada na sequên-
cia de solicitação escrita dos estaleiros navais 
no dia 18 de Setembro, em que foi pedida a 
abertura da linha para a 1:00 do dia 5 de No-
vembro. A 27 de Outubro, após realizar um 
estudo de simulação, a partir dos dados previ-
sionais na altura disponíveis, no qual não sur-
ge qualquer violação do critério de segurança 
N-1 (ver ponto 4.2 – Critério de segurança 
N-1), a E.ON Netz emitiu uma autorização 
provisória, para essa solicitação. A E.ON Netz 
esclareceu, após o incidente, que os restantes 
operadores de rede de transporte (ORT) vizi-

nhos foram consultados e deram a sua autori-
zação prévia para a realização da manobra.

No dia 3 de Novembro, os estaleiros Meyer 
solicitam por telefone a antecipação da opera-
ção para o dia 4 de Novembro às 22:00. Dadas 
as condições de utilização da rede mais favo-
ráveis a essa hora, a E.ON Netz aceitou este 
pedido sem realizar qualquer outro estudo de 
simulação.

Por outro lado, estando inicialmente previs-
ta uma redução da capacidade disponível para 
fi ns comerciais na interligação entre a Alema-
nha e a Holanda para o dia 5 de Novembro, 
entre as 0:00 e as 5:00, nenhuma medida simi-
lar foi tomada para a noite de 4 de Novembro 
após a decisão de alterar a hora da manobra 
programada.

Todos os relatórios conhecidos apontam os 
dois aspectos anteriores como críticos na se-
quência de acontecimentos que vieram a ocor-
rer. O estudo de simulação prévio poderia ter 
permitido aos técnicos do despacho da E.ON 
Netz fi carem conscientes de que o critério de 
segurança N-1 poderia não estar garantido. 
Por outro lado, a coordenação com os ope-
radores de rede vizinhos foi limitada já que a 
E.ON Netz só notifi cou tardiamente a sua de-
cisão de alterar a hora da manobra. 

Às 21:29 do dia 4 de Novembro, o despacho 
da E.ON Netz correu uma simulação com da-
dos actualizados onde a abertura da linha du-
pla de 380 kV entre Diele e Conneforde não 
apresentava qualquer restrição à operação, não 
tendo testado as consequências relativas ao 
critério de segurança N-1. Por contacto telefó-
nico, a E.ON Netz obteve o acordo da RWE, 
o operador da rede de transporte alemã contí-
gua, do lado Oeste, e da TenneT, o operador 
da rede holandesa, para o desligar da linha.

Às 21:38, a E.ON Netz procede à abertura 
da linha. Como esperado, os fl uxos de energia 
redistribuem-se pelas restantes linhas dispo-
níveis com uma maior intensidade nas linhas 
situadas mais a Sul. Devido à capacidade de 
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Figura 1 - Mapa da rede de transporte na região 
de Papenburg

Figura 2 - O “Norwegian Pearl”

2.2 Desencadear do incidente

Fonte: [3]

Fonte: [3]
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suportarem temporariamente sobrecargas (até 
25% do valor nominal durante uma hora), os 
operadores não consideraram necessário re-
correr, de imediato, a qualquer medida cor-
rectiva.

Às 21:41, os operadores da RWE chamam 
à atenção da E.ON Netz sobre o aproximar 
dos valores máximos admissíveis na linha de 
380 kV Landesbergen (E.ON) – Wehren-
dorf (RWE), que interliga as redes dos dois 
operadores alemães. Com um valor medido 
de 1780 A, o valor a partir do qual os alarmes 
das protecções de sobrecarga disparavam era 
de 1795 A. Pouco tempo depois, a RWE e a 
E.ON Netz constatam que outras linhas es-
tão também próximas dos limites.

Às 22:00 dá-se a alteração dos programas de 
produção em toda a Europa, tal como ocorre 
em todas as passagens de hora. As alterações 
na zona foram de pouca monta e a linha pró-
xima de sobrecarga até teve uma diminuição 
de fl uxo. 

A partir das 22:05, o despacho da E.ON 
Netz constata que o fl uxo de energia evo-
luiu de uma forma imprevisível e às 22:06 a 
linha Landesbergen – Wehrendorf atinge os 
1900 A acima dos seus limites de alarme por 
sobrecarga.

Às 22:07 a RWE e a E.ON Netz acordam 
sobre a as medidas correctivas imediatas ne-
cessárias que permitiriam o retorno a valores 
aceitáveis do trânsito na linha anterior. A ma-
nobra acordada é efectuada pela E.ON Netz 
às 22:10:11.

Às 22:10:13, contrariamente às expecta-
tivas dos operadores, a protecção contra so-
brecargas da linha de 380 kV Landesbergen 
– Wehrendorf dispara. Este disparo provoca 
uma sobrecarga na linha de 220 kV Bielfeld – 
Ost Guterslosh, da rede da RWE, que dispara 
às 22:10:15. Às 22:10:19, é a vez de disparar 
a linha de 380 kV Bechterdissen – Elsen, Fi-
gura 3. A partir daí, desencadeia-se o disparo 
em cascata para Sul, que conduziu à separa-
ção, às 22:10:28, da rede da UCTE em três 
zonas síncronas electricamente separadas.

A rede da UCTE separou-se nas três zonas 
síncronas que estão representadas na Figura 4.

Esta separação da rede interligada provocou 
um desequilíbrio instantâneo entre a produção 
e o consumo em cada uma das três zonas. Con-
forme a produção estivesse acima ou abaixo do 
consumo naquele instante, o valor da frequência 
tendeu, respectivamente, a aumentar ou diminuir 
instantaneamente.

Numa situação deste tipo, a regulação automá-
tica de frequência/potência activa (ver ponto 4.4) 
entra em acção e passados poucos segundos, de-
veria compensar os desequilíbrios existentes. 

O que ocorreu em cada um das zonas é apre-
sentado de seguida.

Na zona Oeste, a produção era inferior em 9000 
MW ao valor do consumo. A frequência caiu ime-
diatamente para os 49 Hz, Figura 5, e como o défi ce 
de produção era superior aos valores das reservas, 
entrou em acção o plano de deslastre automático de 
consumos. A interligação entre a Espanha e Marro-

2.3 Separação da rede da UCTE em três zonas

Figura 3 - Linhas que desencadearam o incidente

Figura 4 - Zonas em que a rede da UCTE fi cou separada

Fonte: [3]

Fonte: [2]
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Por sua vez, na zona Nordeste a produção 
era superior ao consumo em 10 000 MW, 
o que provocou um aumento da frequência 
que atingiu os 51,4 Hz, Figura 6. A acção 
da regulação de frequência e o deslastre 
automático de um número significativo 
de centrais de produção descentralizada 
permitiu que, rapidamente, a frequência 
retornasse aos 50,3 Hz. Segundo os ope-
radores, foram desligados 6 200 MW de 
produção eólica. A religação automática e 
intempestiva deste tipo de produção, que 
ocorreu alguns minutos depois, provocou 
um novo aumento de frequência, obrigando 
os operadores de rede a intervir, solicitando 
a redução da produção a algumas centrais 
e o aumento do consumo por arranque da 
bombagem em outras.

Finalmente, na zona Sudeste existiu 
também uma carência de produção, mais 
pequena, da ordem dos 770 MW. A fre-
quência diminui e atingiu os 49,7 Hz mas 
a regulação de frequência actuou e os ajus-
tamentos na produção permitiram repor o 
valor da frequência em valores normais em 
poucos minutos, Figura 7.

Entre as medidas previstas para responder às 
grandes perturbações que possam ocorrer na 
rede existe, como último recurso, o deslastre 
frequencimétrico de cargas.

Com a variação do valor da frequência ocorri-
da na zona Oeste, que se criou na sequência da 
separação da rede síncrona da UCTE no dia 4 
de Novembro de 2006, os sistemas automáti-
cos de deslastre de cargas entraram em acção.

A Tabela 1 apresenta os valores de carga 
que foram deslastrados por cada operador 
de rede de transporte da zona Oeste, onde se 
situa Portugal, que se criou na rede interliga-
da da UCTE no âmbito do incidente de 4 de 
Novembro de 2006.
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Figura 5 - Evolução da frequência na zona Oeste

 2.4. Deslastre frequencimétrico de cargas na 
zona Oeste

Figura 6 - Evolução da frequência na zona Nordeste

Figura 7 - Evolução da frequência na zona Sudeste

 Tab. 1 - Carga deslastrada na zona Oeste da rede interligada 
da UCTE, a 4 de Novembro de 2006

cos foi cortada para salvaguardar o sistema marro-
quino e as medidas tomadas permitiram estabilizar 
o sistema por volta das 22:40.

Fonte: [2]

Fonte: [2]

Fonte: [2]
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Para além dos valores totais de carga deslas-
trada com que cada sistema nacional contri-
buiu para resolver a perturbação do dia 4 de 
Novembro, é relevante esclarecer que a contri-
buição de cada um dos operadores não correu 
de uma forma síncrona no tempo. A Figura 8 
apresenta um gráfi co que permite encontrar, 
em função do valor de frequência atingido, a 
percentagem de deslastre de carga que é accio-
nada por cada operador de rede transporte.

Para além da diversidade de opções a que 
cada um dos ORT recorre, verifi ca-se que Por-
tugal corresponde ao país em que, a partir dos 
49 Hz, o deslastre frequencimétrico de cargas 
se realiza mais cedo.

Este cenário de coexistência de planos de 
deslastre de cargas muito diferentes numa rede 
tão fortemente interligada, como a da UCTE, 
corresponde a um dos aspectos que se julga de-
verem ser harmonizados a nível europeu.

Após a actuação do deslastre de cargas, o 
equilíbrio entre a produção e o consumo na 
zona Oeste, que se criou na rede da UCTE 
durante o incidente de 4 de Novembro de 
2006, os ORT começaram a dar ordens de au-
mento da produção disponível, essencialmente 
de origem hidráulica, tendo em vista repor a 
frequência no valor de referência de 50 Hz e 
restabelecer, progressivamente, o fornecimento 
do consumo deslastrado. A Tabela 2 apresenta 
o aumento de potência que foi necessário mo-

bilizar por cada ORT da zona Oeste.
De realçar o forte contributo do sistema eléc-

trico português para o restabelecimento do 
sistema, tanto em relação ao volume de carga 
deslastrada (em percentagem do consumo ins-
tantâneo) como do volume de produção que 
foi mobilizada.

O deslastre de alguma produção, com especial 
incidência na produção descentralizada, que se 
caracteriza como não despachável, foi um dos 
aspectos que se revelou necessário alterar na 
sequência da experiência vivida durante o inci-
dente de 4 de Novembro de 2006.

A ideia, estabelecida nos primórdios da insta-
lação deste tipo de centrais, de que era funda-
mental assegurar o seu desligar da rede sempre 
que existisse uma variação anormal do valor da 
frequência revelou-se, neste incidente, errada e 
sem qualquer justifi cação. Se os equipamentos 
que eram utilizados no início do desenvolvi-
mento das centrais de produção descentralizada 
poderiam ser sensíveis à variação da frequência, 
os equipamentos actuais já não o são, razão pela 
qual se justifi ca alterar os níveis de actuação das 
protecções que lhes estão associadas.

Figura 8 - Deslastre de carga em função do valor de frequên-
cia atingido especifi cado por cada ORT

2.5. Retorno progressivo do fornecimento do 
consumo na zona Oeste

Tab. 2 - Aumento de produção mobilizada pelos ORT da zona 
Oeste para repor a situação normal de operação 

2.6. Comportamento da produção

Fonte: [1]
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Após a análise realizada aos factos ocorri-
dos durante o incidente de 4 de Novembro 
e compilados no documento “ERGEG Final 
Report on lessons to be learned from the 
large disturbance in European power system 
on 4 November 2006” [1], os reguladores 
europeus centraram as suas recomendações 
em dois aspectos mais relevantes, realçando 
a necessidade de:

• Melhorar o quadro legal e regulatório de 
forma a minimizar o risco de interrupções 
futuras como aquela que ocorreu no dia 4 de 
Novembro de 2006.

• Medidas a serem tomadas pelos próprios 
ORT para assegurarem a efectiva coordena-
ção e cooperação entre todos que se mostrou 
ser necessária.

Para além disso, foi possível identificar di-
versos aspectos concretos onde as melhorias 
podem ser possíveis de imediato. Assim, será 
necessário assegurar uma maior:

• Coordenação entre os operadores de rede 
transporte, na sua função de gestores dos 
diferentes sistemas eléctricos, em relação à 
previsão dos trânsitos de energia nas dife-
rentes redes, à gestão desses trânsitos em 
tempo real, à mobilização das reservas de 
operação disponíveis e à aplicação dos pro-
cedimentos de urgência, tais como o deslas-
tre e a religação.

• Precisão nas regras de exploração, nome-
adamente em relação aos critérios de segu-
rança, à organização dos deslastres e ao pla-
no de restabelecimento do fornecimento de 
consumos deslastrados.

• Atenção aos procedimentos de protecção 
associados às instalações de produção des-
centralizada, nomeadamente em relação a 
variações da frequência da rede.

• Troca de informação em tempo real en-
tre os ORT sobre os seus procedimentos de 
operação.

A Europa conta com diversos sistemas eléc-
tricos interligados electricamente (Figura 9):

• Rede da UCTE, que inclui a rede eléctrica 
portuguesa.

• Rede da NORDEL, que agrupa os países 
escandinavos e uma parte da Dinamarca.

• Rede da Grã-Bretanha (UKTSOA).
• Rede da Irlanda (ATSO).
• Rede dos países Bálticos, que estão integra-

dos no sistema eléctrico da ex-URSS (IPS/
UPS).

As regras da UCTE impõem que qualquer 
incidente que possa levar à perda de disponibi-
lidade de qualquer um dos elementos da rede 
não pode pôr em causa a segurança de funcio-
namento do sistema eléctrico. Em particular, 
um incidente deste tipo não poderá provocar 
uma cadeia de disparos em série ou um corte 
alargado de consumos. Os restantes elemen-
tos de rede que se mantiverem operacionais 
deverão ser capazes de suportar a sobrecarga 
suplementar, as variações de tensão e os regi-
mes transitórios que advenham da perda de 
qualquer um outro elemento de rede.

Apesar de aplicada em toda a rede da UCTE, 
os elementos de rede que são considerados pe-
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4.1 Organização do Sistema Eléctrico Europeu

Figura 9 - Organização do sistema eléctrico europeu

3. Recomendações do ERGEG 4. Aspectos Complementares

4.2 Critério de segurança N-1

Fonte: [3]
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los diferentes operadores não são idênticos em 
todos os países.

Se uma perda simultânea de diversos ele-
mentos de rede está assegurada, os operadores 
de rede tendem a generalizar este critério de 
segurança, chamando-o de “N-k”, em que “k” 
corresponde ao número de elementos conside-
rados como podendo ser perdidos em simul-
tâneo.

As linhas aéreas e os cabos das redes eléctri-
cas europeias são equipados, em cada uma das 
suas extremidades, com um sistema de protec-
ção conhecido como “contra sobrecargas” que, 
caso detecte, durante um intervalo de tempo 
contínuo, a circulação de uma corrente eléctri-
ca excessiva, procede automaticamente ao seu 
desligamento.

A circulação de corrente numa linha eléctrica 
provoca o seu aquecimento devido às perdas 
por efeito de Joule. Para além de provocar o 
alongamento da linha, o aquecimento excessi-
vo das linhas pode alterar irremediavelmente 
as características mecânicas dos condutores. 
Por esta razão, de modo a preservar o inves-
timento realizado nas instalações eléctricas, 
as referidas protecções são usadas de modo a 
conseguir limitar a corrente que circula nos 
condutores eléctricos.

Pelo facto de não ser possível armazenar 
energia eléctrica no sistema, é fundamental 
manter o equilíbrio entre a energia eléctrica 
que é produzida e a energia que é consumida 
em cada instante, conhecido como o balanço 
do sistema. 

A evolução da frequência do sistema eléctrico 
é utilizada como um bom indicador de como 
está a ser garantido o equilíbrio instantâneo 
entre a produção e o consumo. A regulação da 
frequência em torno do valor estipulado é pois 
a solução a que os responsáveis da operação da 
rede recorrer para garantir o balanço do siste-
ma. 

Tendo em consideração a difi culdade em 
prever a evolução do consumo e os diversos 
imprevistos que são possíveis de ocorrer na 
situação normal de operação do sistema eléc-
trico (perdas de grupos de produção ou de 
consumos, evolução das condições climáticas, 
disparos intempestivos de elementos de rede, 
etc.), o sistema prevê a disponibilização de um 
conjunto de três níveis de reservas de produ-
ção que podem ser mobilizadas pela operação 
do sistema para assegurar o equilíbrio entre a 
produção e consumo. 

Para adaptar o nível de produção ao consu-
mo, o sistema dispõe de reservas de potência 
activa que são mobilizadas automaticamente 
(regulação primária e secundária) ou manual-
mente (terciária). Para além das reservas pri-
márias, secundárias e terciárias, a variação do 
volume de troca nas interligações internacio-
nais é também uma ferramenta para assegurar 
o balanço instantâneo do sistema.

Sempre que todas as outras alternativas não 
são sufi cientes para resolver as perturbações 
que possam ocorrer, o deslastre frequencimé-
trico de cargas é utilizado como último recur-
so. Corresponde a um sistema automático de 
corte selectivo de consumos (deslastre de car-
gas), previamente estabelecido pelo operador 
da rede de transporte, baseado num critério 
ligado à ultrapassagem de determinados pata-
mares de frequência.

Na sequência do relatório “ERGEG Final 
Report on lessons to be learned from the large 
disturbance in European power system on 4 
November 2006”, fi ca claro a gravidade da per-
turbação que afectou a Europa no dia 4 de No-
vembro de 2006 e a necessidade de serem to-
madas medidas imediatas que assegurem que 
uma situação idêntica não volte a acontecer.

Para além de alguns aspectos concretos que 
foram identifi cados, dois conjuntos de medidas 
surgem como absolutamente indispensáveis:

4.3. Protecção contra sobrecargas

4.4 Regulação de frequência/potência activa

4.5 Deslastre frequencimétrico de cargas

5. Conclusões
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• Melhorar o quadro legal e regulatório de 
forma a minimizar o risco de interrupções 
futuras como aquela que ocorreu no dia 4 de 
Novembro de 2006.

• Medidas a serem tomadas pelos próprios 
ORT para assegurar a efectiva coordenação e 
cooperação entre todos os ORT que se mos-
trou ser necessária.

Apesar do sistema português ter contribuído 

fortemente para a resolução do incidente do 
dia 4 de Novembro de 2006, justifi ca-se equa-
cionar a aplicação de todas as recomendações 
identifi cadas ao contexto nacional e iniciar a 
resolução das falhas que foram detectadas. O 
diálogo e a cooperação entre todos os interve-
nientes no processo é fundamental para que 
incidentes, como o que ocorreu, se evitem ou 
tenham cada vez menos impacto. 

354

[1] ERGEG, ERGEG Final Report “Lessons to be learned from the large disturbance in European 
power system on 4 November 2006”, www.ergeg.org, Fevereiro de 2007.

[2] UCTE, Final Report “System Disturbance on 4 November 2006”, www.ucte.org, Fevereiro de 
2007.

[3] CRE, Rapport d’Enquête de la Commission de Régulation de l’ Energie sur la Panne d’ Electricité 
du Samedi 4 Novembre 2006, www.cre.fr, Fevereiro de 2007.

Referências



355

Day-ahead operational planning includes 
detailed preparation and cross-checking of ex-
pected network operation as well as resource 
planning. Also the forecast of total system de-
mand is made for every 15 minutes, based on 
historical data of the TSO1, and on weather 
forecast received from national meteorologi-
cal service. Schedules are collected also with 
15 minutes time resolution, detailed according 
to consumption, generation and cross-border 
exchange. 

Diff erence between TSO forecast and sched-
uled load may modify reserve requirements for 
the next day. Intraday changes of schedules are 
possible, during the afternoon for the next day 
and in the morning for the afternoon of the 
same day. 

Model calculations (including N-1 checking) 
are performed for the most critical time(s) of 
the planned day using the scheduled load and 
generation data.

Reserve requirements are based on the pre-
scriptions of the UCTE Operation Hand-
book.

Primary reserves are mandatory for all gen-
eration units with an installed capacity bigger 
than 10 MVA connected to the national trans-
mission grid. No payment for this service. Sec-
ondary and tertiary reserves are contracted by 
PPA2.

For the primary reserve, the results of the op-
eration planning targeted for the time of the 
event presented a required value of 57 MW, 
calculated hourly and day ahead, was fully 
available just before the event and not having 
any problem with provision of the required 

amount of primary reserve.
For the secondary reserve, the results of 

the operation planning targeted for the time 
of the event presented a required value of 
50 MW, calculated by the UCTE rules, being 
fully available just before the event and hav-
ing enough secondary control reserve avail-
able during the whole time period of the 
event.

For the tertiary reserve, is programmed to 
to cover the capacity of the major group in 
service plus 2% of the forecasted demand, 
calculated hourly.

From another point of view, no conges-
tions were found for the time of the distur-
bance during the operation planning phase. 
The network situation was N-1 secure and 
the planned disconnections did not cause 
any violation of the network security.

Sequence of subjects and available data 
presented in this preliminary report were 
obtained from a report sent by the Portu-
guese TSO, REN, to ERSE on November 
17, 2006.

The Portuguese system was included in 
Area 1, where a deficit of energy generation 
occurred, reason for an abruptly decreasing 
in the frequency value that reached a 49 Hz 
value. According to UCTE rules, a first lev-
el of load shedding must be activated when 
the system reaches this frequency value. 
Figure 1 presents the frequency evolution 
during the event. An abrupt fall of the fre-
quency until the 49 Hz occurs at 21:10 fol-
lowed by a 0,2 Hz recovery of the frequen-
cy (due to the load shedding and response 
of the primary reserve) and new fast fall in 
frequency (possibly due to the disconnec-
tion of some generation plants). After the 
mobilization of the secondary and tertiary 
reserves, the final recovery on the frequen-
cy values is attained at 21:48.

ANNEX 1
National Report in the under-frequency region 
regarding disturbance in the UCTE network on 
November 4, 2006 – Events occurred in Portugal

A1. Portuguese Power System Situation before 
the Event 

A1.1. Operating Planning at TSO

A1.2. Reserves at the Portuguese Power System

A2. Power system situation during the event 
– real time operation of the system

A2.1. Frequency evolution during the event
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Th e event from November, 4, gave rise to a 
fi rst programmed step of load shedding in the 
Portuguese system when the frequency value 
reached a 49 Hz value (a previous step is pos-
sible at the 49,5 Hz value, related to the shed-
ding of hydraulic pumps in service, but at the 
event hour no pumps were in service). 

Th e automatic outage of 23 (from the 60 
available) transmission grid lines connected 
to the 60 kV distribution grid occured. Also, 
some of the lines equipped with frequency 
shedding at the distribution level were tripped 
out automatically. A fi rst estimate of 1100 
MW of load shedding was made by the Por-
tuguese DSO1, EDP Distribuição (EDIS). 
Table A1 presents the load shedding that was 
programmed and the one that eff ectively oc-
curred during the event from November, 4, at 
the transmission grid level.

It is possible to conclude that during the event 
from November, 4, the load shedding occurred 
as expected in almost all cases. An identifi ca-
tion of the locations where programmed load 
shedding did not occur as programmed has 
been done and it was decided to implement 
solutions for solving the problem.

Th e behaviour of the Portuguese generation 
plants must be analysed in two ways:

• Ordinary generators connected directly to the 
transmission grid, classifi ed by the Portuguese 
TSO as having a global positive behaviour.

• Special regime generators (basically renew-
able sources or co-generators plants) con-
nected to the transmission grid and generators 
(ordinary or special regime) connected to the 
distribution grid, where the Portuguese TSO 
identifi es an urgent need of clear changes on 
requirements and implemented procedures.

Th e behaviour of the ordinary generators 
connected directly to the transmission grid 
was basically positive, excepted for Group 4 
of CMD (hydro power plant of Miranda) 
and Group 2 of CBT (hydro power plant of 
Bemposta), that tripped out due to minimum 
frequency relays activation. Th e other groups 
keep connected to the grid, helping to solve the 
problem with an increasing of power injected 
during the minute that followed the event 
start, 140 MW (the generation shedding af-
fected 219 MW), see fi gure A2.

At the event moment, the only thermal 
groups in the grid were coal groups at Pego 
and Sines power plants. Th e Portuguese TSO 
considered the behaviour of the Pego power 
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Figura A1 - Frequency evolution during the event

A2.2. Load Shedding in the Portuguese System

Tab. A1 - Load shedding programmed and occurred 
during the event from November, 

4 at the Portuguese transmission grid level

A2.3. Generation Plants Behaviour

A2.3.1.  Ordinary Generators Connected Directly to 
the Transmission Grid

Source: REN

Source: REN
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station as extremely correct. At Sines power 
plant, the Group 3 tripped at 21:32. and some 
load was lost.

Th e Portuguese TSO recommends that some 
corrective actions must be implemented in or-
der to assure that maximum and minimum 
frequency protections will be activated only 
at the values defi ned by the Transport Grid 
Code (47,5 Hz and 51,5 Hz, respectively). 
Also recommendations for a more deep study 
must be done at the Sines power plant allow-
ing to know what really happened during the 
event of November, 4, and what are the meas-
ures needed to be taken to solve the detected 
problems.

At the moment, seven eolic plants are di-
rectly connected to the Portuguese transmis-
sion grid. During the event of November, 4, 
only two of them kept connected to the grid, 
having the correct behaviour imposed by the 
Transport Grid Code. Another issue that 
must be analysed is related to the reconnec-
tion behaviour of these plants. One of them 
was only connected during the day ahead and 
the others were reconnected, respectively, 25, 
46 and 63 minutes after the event start, see 
fi gure A3.

Th e Portuguese TSO recommended a spe-
cial attention for these generation plants in 
order to fi nd the solution allowing overpass 
the detected problem assuring a positive con-
tribution of these generation plants when 
identical events occurs in the future.

Th e Portuguese TSO estimates that, related 
to generators connected directly to the distri-
bution grid, 1128 MW of generation was lost, 
corresponding to 75% of the generation con-
nected to the distribution grid when the event 
began. Table 2 presents the power lost by the 
diff erent categories of generators connected 
directly to the distribution grid.

Th is behaviour justifi es that the Portuguese 
TSO recommends changes to the Distribu-
tion Grid Code related to the generators con-
nected to the distribution grid. Th e TSO rec-
ommends that it must be imposed for these 
generators requirements that are equivalent 
to the ones found in the Transmission Grid 
Code.

Th e recovery of the shedded loads began in-
stantaneously, see fi gure 4, and when frequency 
returned to 50 Hz, more than 400 MW were 
already recovered. At 21:48, when the paral-

Figura A2 - Ordinary generation behaviour during the during 
the event from November, 4

A2.3.2 Special Regime Generators Connected 
Directly to the Transmission Grid

A2.3.3 Generators Connected Directly to the Distri-
bution Grid

Figura A3 - Behaviour of the special regime generators 
connected directly to the transmission grid during the event 

from November, 4

Tab. A2 - Power lost at generators connected directly 
to the distribution grid

A2.4 Recovery of the Shedded Loads

Source: REN
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lel between Area 1 and Area 2 was attained, 
almost all the loads have been recovered. Th e 
only exception was the 16 MW load connect-
ed to SCH (220/60 kV power station of Car-
riche), that could only be recovered by 22:20.

A fi rst look to the interconnections tran-
sits between Portugal e Spain allows to con-
clude that the contribution of the Portuguese 
system began with an export amount of 250 
MW, incremented successively by the second-
ary and tertiary reserves mobilisation arriving 
to a maximum of 500 MW attained 3 minutes 
after the event start, see fi gure A5. It must be 
referred that it was programmed an import 
transit of 138 MW from Spain to Portugal 
between 21:00 and 22:00 of that day.

An analysis of the fi rst 4 minutes after the 
event start, fi gure 6, allows to conclude that 
an importing net fl ow from Spain to Portu-
gal occurred at the very fi rst seconds after the 
event, due to the disconnection of the genera-
tion connected to the distribution grid. After 
the frequency value reached a value of 49 Hz 
(10 seconds after the event), the Portuguese 
system began to export an amount of 200 MW 
to Spain (a contribution of more than 300 
MW due to the fact that it was programmed 
an importing of 138 MW during that hour). 
After these initial moments, the secondary 
and tertiary reserves helped to increment ex-
ports till 400 MW, contributing to the Euro-
pean network global balance.

Th e Portuguese TSO estimates that the en-
ergy not supplied to the Portuguese consumers 
during the event of November, 4 corresponds 
to an amount of 327 MW.
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Figura A5 - Interconnections transits between Portugal and 
Spain during the event from November, 4

A2.5. Global Contribution from the Portuguese 
System 

A2.6 Energy Not Supplied 

Figura A4 - Recovery of the shedded loads during the event 
from November, 4

Figura A6 - Interconnections transits between Portugal and 
Spain at the fi rst moment of the event from November, 4.
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Este trabalho teve como objectivo apresentar o 
conceito de custo ocioso no contexto da liberali-
zação dos sectores eléctricos. Após um enquadra-
mento teórico, o trabalho apresenta a forma como 
as entidades públicas lidam com a existência de 
custos ociosos, desenvolvendo em mais detalhe o 
caso espanhol.

Palavras-chave – Sector eléctrico, custos ociosos, 
liberalização do sector eléctrico espanhol

Segundo o economista Edward Kahn (1998), 
os custos ociosos (stranded costs) dizem respei-
to a custos afundados ou irreversíveis (sunk 
costs) remunerados no âmbito de um mercado 
regulado, mas que não podem ser recuperá-
veis por o mercado ter sido aberto à concor-
rência. Antes de se desenvolver a problemática 
relativa aos custos ociosos no sector eléctrico, 
esclarecem-se de seguida alguns dos conceitos 
referidos na defi nição de E. Kahn.

Os custos afundados decorrem de investi-
mentos que não podem ter outro fi m para além 
daquele a que estavam inicialmente destinados. 
Assim, os postes de alta tensão utilizados no 
transporte de electricidade depois de instala-
dos têm um valor de investimento quase nulo 
se forem aplicados em qualquer actividade di-
ferente para qual foi inicialmente destinada.

Os custos afundados ou irreversíveis asseme-
lham-se aos custos fi xos por não dependerem 
do volume de produção, mas diferenciam-se 
destes ao não se subordinarem ao período de 

produção. Retomando o exemplo dado pela 
instalação de postos de alta tensão, este é um 
custo afundado por ser independente do nú-
mero de anos de utilização e da quantidade de 
energia transportada. A diferença entre custos 
fi xos e afundados é mais uma questão de hori-
zonte temporal do que de natureza: no curto 
prazo, os custos fi xos também são custos irre-
versíveis.

Pela sua natureza, os custos afundados res-
tringem a concorrência ao criarem barreiras à 
entrada e à saída. Perante a presença de cus-
tos afundados, uma empresa já instalada está 
mais motivada em difi cultar a entrada no mer-
cado de potenciais concorrentes. A não utili-
zação em pleno dos investimentos realizados, 
que poderá decorrer da abertura do mercado 
à concorrência, implicará um acréscimo de 
custos à empresa já instalada. Por outro lado, 
os custos afundados também restringem a sa-
ída das empresas já instaladas ou seja, criam 
barreiras à saída. Este facto é saliente em in-
dústrias que exigem avultados investimentos 
iniciais, como a produção de electricidade, que 
têm custos fi xos muito elevados e que, por isso, 
necessitam de manter a produção a um nível 
muito elevado mesmo quando a procura baixa 
e os preços também. É patente a inter-relação 
existente entre as barreiras à saída e as barrei-
ras à entrada.

Os entraves à concorrência, resultado dos 
custos afundados, concretizam-se de duas 
maneiras: directamente pela intervenção dos 
próprios agentes económicos no mercado ou 
ainda pela intervenção do regulador. 

CUSTOS OCIOSOS NO SECTOR ELÉCTRICO
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1 Breve Enquadramento Teórico

1.1 Enquadramento genérico

1.1.1 Custos afundados
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A regulação dos mercados com importan-
tes custos afundados deve preocupar-se em 
garantir que a remuneração das empresas 
cubra estes custos. Contudo, estes mercados 
podem ser abertos à concorrência tal como 
os outros quando se pretende, entre outras 
coisas, diminuir o preço dos bens transaccio-
nados no mercado, melhorar a qualidade de 
serviço ou ainda, aumentar o leque de opções 
de escolha dos consumidores. Mudanças nas 
condicionantes do mercado, nomeadamen-
te tecnológicas, conjugadas com uma forte 
vontade política são os principais motores da 
abertura do mercado à concorrência.

Quando a recuperação dos custos afunda-
dos já não é garantida pela abertura do mer-
cado à concorrência verifi ca-se a existência 
de custos ociosos. Para além de relacionados 
com avultados investimentos efectuados, 
muitas vezes baseados em tecnologias an-
tiquadas, os custos ociosos também estão 
relacionados com obrigações contratuais ou 
legais a que estão sujeitas as empresas e que 
condicionam a sua actividade. 

O ressarcimento das empresas pelos custos 
ociosos é polémico. Têm surgido vários argu-
mentos a favor ou contra as empresas serem 
compensadas pelos custos ociosos. De uma 
forma genérica, destacam-se os seguintes ar-
gumentos a favor:

O valor dos investimentos efectuados pelas 
empresas muda repentinamente com a mu-
dança das regras de jogo.

O custo de capital do investimento que es-
tava subjacente à decisão de investir por par-
te dos accionistas não contemplava o risco 
decorrente da abertura do mercado.

 Os custos ociosos podem ser cobertos efi -
cientemente, através de uma tarifa de acesso 
ou de qualquer outro modo, que permita aos 
concorrentes competirem com base nos seus 
custos incrementais (ou marginais).

Os principais argumentos contra a com-
pensação dos custos ociosos são:

A sociedade não tem que compensar as em-

presas que fi zeram piores opções, nomeada-
mente em termos tecnológicos.

Muitas “ex-empresas reguladas” têm um va-
lor de mercado superior ao seu valor conta-
bilístico, o que poderá indicar que os accio-
nistas já foram compensados pela sua actual 
situação.

Os custos ociosos podem ser recuperados 
pelas empresas tornando-se mais efi cientes 
de forma a diminuir os seus custos operacio-
nais.

A compensação dos custos ociosos afecta a 
distribuição do bem estar social, conduzin-
do a uma perda da efi ciência na alocação dos 
recursos.

Todavia, a remuneração permitida às em-
presas reguladas geralmente não compensa 
as empresas pelo risco associado à abertura 
de mercado. Por conseguinte, é geralmente 
aceite que as empresas devam ser compen-
sadas pelos custos ociosos2, desde que não 
se crie barreiras à entrada e que o processo 
seja o mais curto e transparente possível de 
modo a não se pagar mais do que os custos 
ociosos.

Não se pode deixar de salientar que a desre-
gulamentação dos mercados não só possibili-
ta a criação de custos ociosos, como também 
de proveitos ociosos (stranded benefi ts). Estes 
são conceptualmente idênticos aos custos 
ociosos, mas proporcionam um fl uxo fi nan-
ceiro em sentido inverso, ou seja quando os 
proveitos num mercado concorrencial exce-
dem os custos totais.

As características do sector eléctrico propi-
ciam o surgimento de custos ociosos. É um 
sector de capital intensivo onde as amortiza-
ções do investimento em activos fi xos repre-
sentam uma parcela signifi cativa dos custos 
e onde o Estado intervém, tradicionalmente, 
das mais diversas formas.

Nos últimos anos os sectores eléctricos têm 
sido liberalizados em diferentes países movi-
dos pelos seguintes motivos:
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1.1.2 Desregulação e custos ociosos

1.1.3 Enquadramento no sector eléctrico

2Th e Utilities Journal, “Stranded Costs and State Aid”, Oxera press, November 2001 p26-27.
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• Instabilidade dos mercados energéticos.
• Desenvolvimento tecnológico das centrais 

de ciclo combinado a gás natural.
• Disponibilidade dos investidores privados 

para entrarem no mercado da electricidade, 
devido à diminuição do tamanho mínimo efi -
ciente para a produção de energia eléctrica.

• Perda de interesse pela energia nuclear.
Em termos de custos ociosos, globalmente, 

a liberalização do sector eléctrico não afecta 
as actividades de monopólio natural como o 
transporte e a distribuição de energia eléctri-
ca, sendo principalmente ao nível da produ-
ção de energia eléctrica que os custos ociosos 
surgem.

Salvo em situações em que o mercado con-
sidere explicitamente os custos marginais de 
capacidade, os centros electroprodutores com 
investimentos vultuosos não poderão remu-
nerar a globalidade dos seus investimentos 
num mercado concorrencial, porque neste 
tipo de mercado a energia eléctrica deverá ser 
vendida ao custo marginal de curto prazo. 

M. Boiteux em 19493 demonstra que quan-
do existe rigidez na ampliação da capacidade 
produtiva os custos marginais de curto prazo 
não igualam aos custos marginais de longo 
prazo, como seria de esperar numa situação 
de óptimo económico.

Deste modo, perante a existência de rigidez 
na expansão da capacidade produtiva, Boi-
teux afi rma: “O princípio da venda o custo 
marginal é aplicável às centrais existentes, 
mas por si, não pode conduzir a política de 
investimentos”. Este facto deve-se a que cada 
serviço, quando remunerado com base no 
seu custo marginal de curto prazo, pague os 
seus próprios custos, todavia a globalidade 
dos serviços fornecidos não consegue pagar o 
desenvolvimento da unidade produtiva e, por 
conseguinte, não consegue pagar a globalida-
de dos custos da unidade produtiva. 

Este ponto de vista é ilustrado nas duas fi -
guras que se seguem, apoiadas em fi guras se-
melhantes apresentadas por Boiteux no seu 
artigo:

A Figura 2 mostra uma situação sem rigidez 
de capacidade. Nesta situação, o custo margi-
nal de longo prazo e de curto prazo igualam-se 
ao nível da capacidade produtiva efi ciente. A 
Figura 1 ilustra uma situação de rigidez da ca-
pacidade produtiva ao nível Qf. O custo mar-
ginal de curto prazo cresce infi nitamente em 
Qf, não podendo aplicar-se a igualdade entre 
preço e custo marginal de curto prazo. 

Os custos ociosos na produção de energia 
eléctrica podem ser sub-divididos em dois 
grupos: custos decorrentes da não remunera-
ção de investimentos efectuados (em centrais 
com investimentos amortizáveis a longo prazo 
- centrais nucleares, aproveitamentos hidro-
eléctricos, centrais a carvão - e investimentos 
fora da actividade “normal” da empresa) e cus-
tos decorrentes de obrigações legais, nomeada-
mente ambientais, ou obrigações contratuais 
(por exemplo na aquisição de combustíveis), a 
que estão sujeitas as empresas. 

A abertura à concorrência dos sectores eléc-
tricos da maioria dos países pertencentes à 
Comunidade Europeia foi impulsionada pela 
Directiva 96/92/CE. O artigo 24º desta di-

Figure 1 

2.1 Comunidade Europeia

CUSTOS OCIOSOS NO SECTOR ELÉCTRICO

3 Marcel Boiteux, “La tarifi cation des demandes en pointe; application de la théorie de la vente au coût marginal” in Revue Générale d’ Electricité, Agosto 
1949, p321-340.

Figure 2 

2 Tratamento dado aos Custos Ociosos no
 Sector Eléctrico

2.1.1 Normas
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rectiva permite aos Estados-membros aplica-
rem um regime de transição à liberalização do 
sector eléctrico no que diz respeito à quatro 
pontos:

• Exploração da rede de transporte (capí-
tulo IV). 

• Exploração da rede de distribuição (capí-
tulo V).

• Especifi cação e transparência da contabi-
lidade (capítulo VI).

• Organização do acesso às redes (capítulo 
VII).

Numa comunicação publicada a 25 de Ju-
lho de 2001, a Comissão considera que o 
artigo 24º não contempla os pagamentos 
pelos Estados-membros a empresas produ-
toras de energia eléctrica, que tenham por 
fi m “compensar os custos de compromissos 
ou de garantias que pudessem não ser hon-
rados na sequência da aplicação da Directiva 
96/92/CE”4, ou seja que queiram ressarcir as 
empresas dos custos ociosos do sector eléc-
trico5. 

Sendo assim, é no âmbito do Tratado de 
Roma que a comissão analisa o pagamento 
dos custos ociosos. 

O artigo 87º do Tratado de Roma determi-
na que as ajudas do Estado às empresas são 
proibidas, salvo em algumas excepções. Para 
a Comunidade Europeia, os custos ociosos 
fazem parte destas excepções, estando no 
âmbito da alínea c) do nº 3 do artigo 87º. 
Ou seja, são tidos como “auxílios destinados 
a facilitar o desenvolvimento de certas activi-
dades ou regiões económicas, quando não al-
teram as condições das trocas comerciais de 
maneira que contrariem o interesse comum”. 

A comunicação da Comissão apresenta 
doze critérios para que “compromissos ou 
garantias de funcionamento” possam ser ele-
gíveis como custos ociosos. Da análise destes 
critérios, salientam-se os seguintes pontos:

• Devem ser anteriores a 19 de Fevereiro de 
1997, data de entrada em vigor da Directiva 
96/92/CE.

• Devem criar entraves à competitividade 

ou viabilidade das empresas, sendo este fac-
tor analisado ao nível das empresas consoli-
dadas.

• A avaliação da perda de competitividade 
ou viabilidade das empresas deverá ser feita 
tendo em conta as descidas de preços da elec-
tricidade (a sua evolução efectiva) ou a perda 
de quotas de mercado decorrentes da libera-
lização do mercado.

• Devem ser irrevogáveis.
• Os compromissos ou garantias que ligam 

empresas do mesmo grupo não podem, em 
princípio, constituir custos ociosos.

• Os custos ociosos devem corresponder à 
realidade dos montantes investidos, pagos ou 
a pagar por força dos compromissos garan-
tias de que resultam, devendo ser avaliados 
após dedução de qualquer auxílio a que se 
referem. Os custos ociosos deverão ser cal-
culados tomando em conta a solução mais 
económica.

• Os custos suportados por estas empresas 
para além de 18 de Fevereiro de 2006 não 
poderão, em princípio, ser considerados cus-
tos ociosos elegíveis. Esta disposição não se 
aplica aos Estados-Membros que decidiram 
abrir os seus mercados mais rapidamente do 
que o imposto pela Directiva.

No seguimento da publicação da Directiva 
96/92/CE, vários países apresentaram à Co-
missão pedidos de derrogação desta Directi-
va alegando, entre outras causas, o apareci-
mento de custos ociosos.

A 8 de Julho de 1999, a Comissão rejeitou 
todos os pedidos de derrogação no âmbito 
do artigo 24º da Directiva 96/92/CE que 
dissessem respeito a custos ociosos na pro-
dução de energia eléctrica, remetendo para a 
alínea c) do nº 3 do artigo 87º do Tratado de 
Roma a análise posterior destes custos.

A tabela que se segue apresenta, por país 
de origem, os pedidos de ressarcimento de 
custos ociosos na produção apresentados à 
Comissão6.
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4Comissão Europeia , “Comunicação da Comissão Relativa à Metodologia de Análise dos Auxílios Estatais Ligados a Custos Ociosos”, Julho 2001.
5Os contratos de compra ou venda de energia eléctrica a longo prazo, os investimentos efectuados com uma garantia de resultados, assim como os investi-
mentos fora da actividade normal são alguns exemplos do que a comunicação da Comissão considera “compromissos ou garantias de funcionamento das 
empresas”. 6Outros pedidos de derrogação houve que não se encontravam neste âmbito.

2.1.2 Tomadas de Posição
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A 25 de Julho de 2001, a Comissão autori-
za o ressarcimento destes custos à Espanha, à 
Áustria e aos Países baixos. Estas autorizações 
estão enquadradas pelo referido na comuni-
cação sobre metodologia a aplicar às ajudas 
estatais ligadas aos custos ociosos, referida no 
ponto anterior, e também publicada a 25 de 
Julho de 2001.

No que diz respeito à Áustria, o pagamento 
dos custos ociosos corresponde a 456 milhões 
de euros  para os investimentos nos aprovei-
tamentos hidroeléctricos e a 132 milhões de 
euros para o investimento numa central térmi-
ca a lignite, perfazendo no total 588 milhões 
de euros. Estes pagamentos serão fi nanciados 
com a contribuição dos consumidores que his-
toricamente consumiram electricidade prove-
niente destes centros electroprodutores (como 
o operador da rede da região onde se encontra 
estes centros electroprodutores). As compen-
sações serão pagas anualmente até à data limi-

te de  31/12/2009.
No que concerne à Holanda, o pagamento 

dos custos ociosos corresponde a 600 milhões 
de euros, relativos aos contratos de longo prazo 
de “District Heating” e à fábrica de gaseifi cação 
de carvão. O limite para o pagamento dos cus-
tos ociosos é de 10 anos. À data de comunica-
ção da Comissão o Estado holandês ainda não 
tinha decidido a forma como os custos ociosos 
seriam fi nanciados.

No caso espanhol, o pagamento dos custos 
ociosos (conhecidos como CTC) corresponde 
a 10 438 milhões de euros, a pagar às empre-
sas produtoras de energia eléctrica até ao dia 
31 de Dezembro de 2010. Este pagamento de-
sagrega-se em 1 774 milhões de euros, com o 
intuito de compensar a produção com carvão 
espanhol, e em 8 664 milhões de euros, para 
compensar as perdas decorrentes da supressão 
do mecanismo de fi xação de tarifas (o “Mar-
co Legal Esable”) em vigor até à liberalização 
do mercado. Esta última parcela é conhecida 
como CTC tecnológicos. A Comissão aceita o 
pagamento dos CTC tecnológicos como res-
sarcimento dos custos ociosos, por considerar 
que as empresas produtoras de energia eléc-
trica viram os seus investimentos em centros 
electroprodutores tornarem-se não económi-
cos após a liberalização do sector eléctrico es-
panhol. No entanto, a Comissão estipula que a 
compensação à produção com recurso ao car-
vão espanhol não pode ser aceite como ajudas 
estatais ligadas aos custos ociosos. Este órgão 
da Comunidade remeteu estes apoios para 
uma posterior análise no âmbito do artigo 86º 
do Tratado de Roma e dos artigos 3º e 4º da 
Directiva 96/92/CE.

Recentemente, a 27 de Fevereiro de 2002, 
a Comissão apresentou um comunicado de 
imprensa relativo à compensação de custos 
ociosos à NIE (Irlanda do Norte) pelo Reino 
Unido. Estes custos ociosos não têm um valor 
pré-determinado, estando compreendidos en-
tre 0 e 50 milhões de GBP. Estes custos são re-
lativos aos contratos de fornecimento de ener-
gia eléctrica a longo prazo celebrados entre a 

CUSTOS OCIOSOS NO SECTOR ELÉCTRICO

3 Marcel Boiteux, “La tarifi cation des demandes en pointe; application de la théorie de la vente au coût marginal” in Revue Générale d’ Electricité, Agosto 
1949, p321-340.

QUADRO 1 

Pedido de ressarcimento dos custos ociosos
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NIE e quatro produtores da Irlanda do Norte. 
Nesta comunicação, a Comissão não consi-
dera ajuda estatal estas compensações, não 
sendo sequer analisadas no âmbito do artigo 
87º como nos restantes casos. Deste modo, a 
Comissão permite o ressarcimento dos custos 
ociosos através de taxas cobradas aos consu-
midores pelos distribuidores e pelo operador 
da rede de transporte, não referindo quaisquer 
objecções ou condicionantes à esta cobrança.

Entre 1988 e 1998 o sector eléctrico espa-
nhol esteve enquadrado pelo Marco Legal Es-
table (MLE). O MLE procurava remunerar 
os investimentos “correctamente”, assim como 
criar incentivos à sua gestão efi ciente. Através 
dos Decretos Reais 1538/1987 e 40/1994, os 
centros electroprodutores espanhóis tinham 
garantido a cobertura de todos os seus custos 
pela tarifa de electricidade, calculada para cada 
centro com métodos normalizados de deter-
minação dos custos. 

A Espanha transpôs a Directiva 96/92/CE 
através da Ley 54/1997 de 27 de Novembro, 
que entrou em vigor no dia 1 de Janeiro de 
1998. No seguimento desta lei, todos os pro-
dutores cuja potência instalada ultrapasse 50 
MW e que não sejam produtores em regime 
especial, deverão apresentar as suas ofertas 
num mercado spot, podendo vender a sua 
electricidade com base em contratos bilaterais. 
Deste modo, os centros electroprodutores es-
panhóis já não têm garantida a remuneração 
dos seus investimentos, como permitia o MLE. 
De forma a ultrapassar esta situação, a nova lei 
estabelece na “Disposición Transitória Sexta” 
um regime transitório chamado de Costes de 
Transicón a la Competencia  (CTC), em virtude 
do qual as empresas titulares de centros elec-
troprodutores, que em 31/12/97 estiveram 
abrangidas pelo Real Decreto 1583/1987, re-
cebem uma compensação parcial sobre a perda 
de rendimentos durante um período máximo 
de 10 anos (até 31/12/2007). Esta compen-
sação provém da diferença entre a tarifa de 

electricidade garantida anteriormente e os 
preços esperados para o mercado liberalizado. 
O preço de mercado que serviu de referência 
ao cálculo dos CTC é de 6 ESP/kWh, valor 
que representava o custo de uma nova entrada 
no mercado eléctrico espanhol, ou seja o custo 
marginal de longo prazo. O preço de merca-
do da energia eléctrica vendida incorpora uma 
parcela fi xa de 1,3 PTE/kWh, que remunera a 
garantia de abastecimento.

Após a publicação desta lei, a remuneração 
dos CTC sofreu várias modifi cações. Serão 
então desenvolvidas separadamente as várias 
abordagens efectuadas à remuneração dos 
CTC desde a publicação da Ley 54/1997, 
completada pelo Real Decreto 2017/1997. 
Este diploma teve por fi m, entre outras coisas, 
organizar e regular o modo de pagamento dos 
CTC.

A Ley 54/1997, na sua disposição transitória 
sexta, decompõe as compensações aos CTC 
em duas parcelas: uma respeitante às compen-
sações tecnológicas (CTC tecnológicos), outra 
respeitante a compensações para a produção a 
partir de carvão espanhol. A compensação má-
xima, calculada ex-ante, considerada por este 
decreto é de 1 988 mil milhões de pesetas a 
preços de 31 de Dezembro de 1997.

As compensações tecnológicas são calculadas 
com base nos custos de produção de cada cen-
tral, incluindo os investimentos que serviram 
de base à defi nição das tarifas durante o MLE. 
É de salientar que a determinação destes cus-
tos resulta de negociações entre as empresas 
e o governo espanhol no âmbito do Protoco-
lo (acordo entre o governo e as empresas que 
sustentou a liberalização do mercado), sendo 
estes valores considerados, por vezes, algo “ale-
atórios”7. Utilizando-se estes custos de produ-
ção, determinou-se numa segunda fase o tem-
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2.2.1 LEY 54/1997 de 27 de Novembro e Real 
Decreto 2017/1997 de 26 de Dezembro

DETERMINAÇÃO DOS VALORES BASE DAS COMPENSAÇÕES

2.2 Espanha

CTC TECNOLÓGICOS

7 Edward Kahn, Deregulation of Electric Utilities, “Introducing competition to the electricity industry in SPAIN: Th e role of initial condition”, Kluwer 
Academic Publishers 1998 p259-271.
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po médio anual de exploração por tecnologia. 
Finalmente, as compensações tecnológicas são 
calculadas pela diferença, actualizada a uma 
taxa de 5%, entre os custos estandardizados e o 
preço de mercado de referência, 6 ESP/kWh8. 
A metodologia empregue no cálculo dos CTC 
tecnológicos é a do tempo médio actualizado 
de exploração (“Average lifetime levelised elec-
tricity generation”).  

O valor resultante destes cálculos é de 2 508 
mil milhões de pesetas. A este montante foram 
retirados 815 mil milhões de pesetas, ou seja 
32,5%, devidos a ganhos previstos de produ-
tividade. Resulta destes cálculos um montan-
te máximo previsto de 1 693 mil milhões de 
pesetas destinados aos CTC tecnológicos. O 
artigo 13º do Real Decreto 2017/1997 desa-
grega estas compensações em compensações 
específi cas e em compensações gerais. Cerca de 
1 354,6 mil milhões de pesetas foram afectas 
às compensações gerais e 338,6 mil milhões de 
pesetas foram afectas à compensações especí-
fi cas. A repartição destas compensações efec-
tua-se pelas diferentes empresas produtoras 
de electricidade tendo por base percentagens 
pré-establecidas, referidas no Anexo III do 
Real Decreto 2017/1997. O quadro que se 
segue apresenta a repartição destas compensa-
ções pelas diferentes empresas produtoras de 
electricidade.

Salienta-se que as compensações específi -
cas poderão ser repartidas de forma diferente 
desde que digam respeito a planos de fi nancia-

mento extraordinários aprovados pelo Minis-
tério da Indústria e Energia.

Em termos tecnológicos, cerca de 50% do 
conjunto das compensações tecnológicas vão 
para as centrais nucleares, 31% para as instala-
ções térmicas clássicas e 19% para os aprovei-
tamentos hidroeléctricos.

Às compensações tecnológicas acrescentam-
se 295 mil milhões de pesetas relativos à com-
pensação pela produção com carvão espanhol, 
perfazendo 1 988 mil milhões de pesetas, ou 
seja, a compensação máxima calculada ex-ante 
para os CTC. As compensações à produção 
com carvão espanhol decompõem-se da se-
guinte forma: 40,9 mil milhões de pesetas 
para o stock de carvão e 254,4 mil milhões de 
pesetas para o consumo de carvão. O sobre-
custo do armazenamento do carvão autónomo 
em cada central é determinado pela diferença 
na respectiva central entre o preço do carvão 
nacional armazenado e o do carvão importado 
armazenado. O valor máximo da compensação 
ao stock de carvão varia consoante a evolução 
dos preços do carvão armazenado. A compen-
sação ao consumo de carvão espanhol mate-
rializa-se através de um subsídio máximo de 1 
ESP/kWh pago aos grupos que produziram 
com recurso a este combustível.

O pagamento dos 1 988 mil milhões de pe-
setas de compensação máxima é efectuado 
através de amortizações anuais. Cada ano, a 
compensação máxima é deduzida dos valores 
recebidos no ano transacto afectos à compen-
sação dos CTC, sendo este valor actualizado 
pela taxa de juro MIBOR a três meses ou por 
outra taxa equivalente. 

No que diz respeito à componente geral dos 
CTC tecnológicos (que corresponde a 1 356 
mil milhões de pesetas), outros factores são 
tidos em conta na determinação da compen-
sação máxima para além dos pagamentos já 
efectivados e da evolução das taxas de juro. As-

CUSTOS OCIOSOS NO SECTOR ELÉCTRICO

QUADRO 2

Compensações por empresas

COMPENSAÇÕES À PRODUÇÃO COM CARVÃO ESPANHOL

PAGAMENTO DAS COMPENSAÇÕES

8Decisão da Comissão Europeia 1999/797/CE de 8 de Julho de 1999, relativa ao pedido de regime transitório introduzido pelo Governo espanhol.



370

sim, a compensação máxima é calculada para 
cada empresa com base na evolução real dos 
preços no mercado spot. Se o preço médio do 
mercado for superior aos 6 ESP/kWh de re-
ferência, os pagamentos compensatórios serão 
reduzidos, se o preço do mercado for inferior à 
6 ESP/kWh, a compensação anual será acres-
cida, mantendo-se a compensação total. Ou 
seja, neste caso o período de transição termi-
nará antes dos 10 anos estipulados. 

A remuneração dos CTC é suportada por to-
dos os consumidores de energia eléctrica como 
custos permanentes do sistema. Os consu-
midores não elegíveis suportarão estes custos 
através das tarifas fi nais de energia eléctrica 
cobradas pelas empresas de distribuição, en-
quanto que os consumidores elegíveis supor-
tarão estes custos através de taxas (peajes) de 
acesso às redes cobradas pelos concessionários 
das redes. Os montantes obtidos através des-
tas duas formas de cobranças são somados 
para se poder pagar a globalidade dos CTC. 
É de salientar que o ressarcimento dos CTC 
tecnológicos deverá ser efectuado após o res-
sarcimento do carvão nacional.

Os montantes obtidos através da tarifa de 
venda a clientes fi nais resultam dos resultados 
das empresas que aplicam as tarifas, líquidos 
de todos os seus custos9. No ponto 2.2.4 é ex-
plicitada a forma como são cobrados os mon-
tantes relativos aos CTC pelas tarifas de venda 
a clientes fi nais. No que diz respeito às taxas 
de acesso às redes, para efeitos de CTC, o Real 
Decreto 2017/1997 não é muito claro quanto 
à aplicação destas taxas. Perante este facto, não 
é de surpreender que as tarifas para 1998 não 
refi ram quaisquer taxas sobre acesso às redes 
para efeitos de CTC, implicando que, no apu-
ramento dos CTC a pagar, se tenha juntado os 
proveitos das tarifas de acesso às redes e as de 
venda à clientes fi nais. Deste modo, os clientes 
elegíveis não contribuíram de uma forma di-
recta para o ressarcimento dos CTC.

A cobrança dos CTC é efectuada pelas em-
presas de transporte e de distribuição de ener-
gia eléctrica, que depositam os montantes ob-

tidos anualmente numa conta aberta em nome 
da entidade reguladora do sector eléctrico es-
panhol, actualmente, Comisión Nacional de 
Energia (CNE).

O valor máximo anual de remuneração dos 
CTC é estabelecido aquando da fi xação das ta-
rifas para o ano seguinte. O artigo 10º do Real 
Decreto 2017/1997 determina que, no caso 
da remuneração verifi cada no ano ser superior 
ao estipulado para efeito tarifário, o excedente 
servirá para diminuir a compensação máxima 
calculada ex-ante. Contudo este diploma não 
explicita os procedimentos a aplicar no caso 
das remunerações verifi cadas no ano serem 
inferiores ao estipulado nas tarifas para a com-
pensação dos CTC.

A Ley 50/1998 trouxe várias modifi cações à 
Ley 54/1997 e ao Real Decreto 2017/1997, 
que regulamentaram a abertura à concorrência 
do mercado espanhol de energia eléctrica.

Restringindo-nos aos CTC, a principal mo-
difi cação introduzida corresponde à criação 
de um elemento fi xo de 4,5% nas tarifas de 
energia eléctrica, destinado a fi nanciar 80% do 
montante afecto à compensação tecnológica. A 
introdução deste elemento fi xo não tem qual-
quer justifi cação económica que o acompanhe. 

Não se verifi caram modifi cações à compen-
sação pela produção de energia eléctrica com 
carvão espanhol, assim como aos 20 % restan-
tes da compensação tecnológica. Estas duas 
parcelas equivalem a cerca de 615 mil milhões 
de pesetas (295+320 mil milhões de pesetas).

Aos 80% do montante afecto à compensação 
tecnológica é retirado 20%, o remanescente é 
compensado através de uma percentagem de 
4,5% sobre as tarifas de venda ao cliente fi nal. 
Esta parcela será mantida até à satisfação inte-
gral deste montante, que corresponde a cerca 
de 1 000 milhões de pesetas. O factor seguran-
ça que introduz esta modifi cação é a principal 
justifi cação para a diminuição do montante 
afecto à compensação tecnológica, que ascende 
a 250 milhões de pesetas10. Salienta-se que a 
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2.2.2 Ley 50/1998 de 30 de Dezembro

9Custos que dizem respeito à aquisição, ao transporte e à distribuição de energia eléctrica, aos quais têm de ser acrescentados o pagamento de outros 
subsídios, como os pagamentos aos produtores em regime especial e a “moratória nuclear”.
10Decisão da Comissão europeia 1999/797/CE de 8 de Julho de 1999, relativa ao pedido de regime transitório introduzido pelo governo espanhol.
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compensação tecnológica remunerada através 
desta percentagem é considerada compensação 
específi ca, sendo, por conseguinte, indiferente 
à variação dos preços do mercado. 

Um dos aspectos mais polémicos deste diplo-
ma é o facto dele permitir aos detentores dos 
direitos de ressarcimento dos CTC de que, na 
parte correspondente à taxa de 4,5% sobre as 
tarifas de venda a clientes fi nais, os possa trans-
mitir a terceiros através de um fundo de capi-
talização, como se de um título se tratasse.

Não se pode deixar de referir que este diploma 
não faz qualquer referência ao contributo dos 
consumidores elegíveis para a compensação dos 
CTC. Contudo, o Real Decreto 2821/1998 de 
23 de Dezembro, que estabelece as tarifas de 
energia eléctrica para 1999, atribui uma taxa 
de 11,738% aplicada à tarifa de acesso às redes 
com o intuito de pagar a componente especí-
fi ca da compensação tecnológica, sendo deste 
modo equivalente à taxa de 4,5% aplicada à ta-
rifa de venda à clientes fi nais11. Referia-se que, 
os clientes elegíveis não contribuíram para as 
restantes parcelas dos CTC.

A Ley 9/2001, precedida pelo Real Decre-
to-ley 2/2001 de 2 de Fevereiro, alterou nova-
mente o modo de tratamento dados aos CTC, 
repondo, nas sua principais linhas, o estabele-
cido na 

Ley 54/1997 e no Real Decreto 2017/1997, 
nomeadamente quanto à relação entre o paga-
mento dos CTC tecnológicos e a evolução do 
preço de mercado face a um preço de referên-
cia de 6 ESP/kWh. 

A Ley 9/2001 retoma assim os princípios 
orientadores da Ley 54/1997, mas altera al-
guns pontos da disposição transitória sexta, 
que cria e regula os CTC.

Em primeiro lugar, o montante máximo dos 
CTC é diminuído, passando de 1 988 mil mi-
lhões de pesetas para 1 737 mil milhões de 
pesetas, a preços de 31/12/1997. O montante 
máximo é repartido entre 1 441,5 mil milhões 
de pesetas para os CTC tecnológicos e 295 

mil milhões de pesetas para o carvão nacio-
nal12 . Deste modo, mantém-se a diminuição 
dos CTC tecnológicos de cerca de 250 mil 
milhões de pesetas introduzida em 1999 com 
a publicação da Lei 50/1998. O valor global 
destinado ao carvão espanhol mantém-se, ten-
do-se contudo introduzido outra parcela para 
a remuneração da tecnologia “GICC” de mais 
de 49 mil milhões de pesetas. 

Por outro lado, o prazo de ressarcimento dos 
CTC foi ampliado para 31/12/2010. Esta 
medida poderá ter sido infl uenciada pelo facto 
das tarifas publicadas até à data nem sempre 
permitirem o pagamento previsto dos CTC. 

Outra notória diferença introduzida por este 
diploma prende-se com o facto das importa-
ções de energia eléctrica de países da União 
Europeia não terem que prestar qualquer 
contributo para pagamento dos CTC. Esta 
alteração conduz a uma diminuição da tarifa 
de acesso às redes na parte correspondente aos 
CTC, que benefi cia o agente económico que 
adquirir energia eléctrica a fornecedores da 
União Europeia. O valor dos CTC pagos até 
2001 relativo a importações de energia eléctri-
ca de países da União Europeia, que se estima 
tenha de ser devolvido, ascende a 14,5 mil mi-
lhões de pesetas.

Este diploma também permite que o direito 
de ressarcimento de CTC se transmite a qual-
quer agente económico que adquire um centro 
electroprodutor, que anteriormente benefi cias-
se desse direito.

No que diz respeito ao modo como se pro-
cessa os pagamentos e as cobranças dos CTC, 
este diploma remete para o estabelecido no 
Real Decreto 2017/1997 de 26 de Dezembro.

A Lei 9/2001 é pouco clara quanto ao trata-
mento a dar aos consumidores elegíveis, nome-
adamente se se deve ou não aplicar uma taxa 
de acesso às redes referente ao contributo dos 
consumidores elegíveis para o pagamento dos 
CTC . Na opinião da CNE, este facto implica 
um aumento da margem dos distribuidores e 
favorece os consumidores elegíveis em detri-
mento dos restantes. Para o órgão regulador 

CUSTOS OCIOSOS NO SECTOR ELÉCTRICO

2.2.3 Ley 9/2001 de 4 de Junho

11Nas tarifas de 2000 esta taxa foi aumentada para 12,474% e nas tarifas de 2001 para 13,002%.
12A 27/07/2001 a Comissão Europeia só aceitou parte dos subsídios que dizem respeito ao consumo de  carvão espanhol. Todos os montantes que foram 
pagos e que incidem sobre consumos que ultrapassem 15% do total da energia primária consumida na produção de energia eléctrica em Espanha terão 
que ser devolvidos. Em fi nais de 2001, o excedente a devolver ascendia a 2 902 milhões de pesetas.
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dever-se-iam publicar taxas sobre o acesso às 
redes, que dissessem respeito aos CTC tecno-
lógicos assim como ao carvão nacional. 

Sublinha-se que as modifi cações introduzi-
das por este diploma antecipam o deferimento 
dado pela Comunidade Europeia, em Julho de 
2001, ao pedido das autoridades espanholas 
de se aceitar o pagamento dos CTC como res-
sarcimento de custos ociosos.

As tarifas de electricidade em Espanha nem 
sempre garantiram da melhor forma o ressar-
cimento dos CTC. Uma análise mais apro-
fundada ao Real Decreto 2017/1997 poderá 
ajudar a explicitar as razões para que isso se 
tenha verifi cado.

A cobrança dos CTC através da tarifa de 
venda a clientes fi nais segundo o Real Decreto 
2017/1997 efectua-se em quatro fases:

1. Determinam-se os proveitos das empresas 
de distribuição e de transporte de energia eléc-
trica provenientes, nomeadamente, da venda 
de energia eléctrica, do acesso às redes e da lei-
tura de contadores.

2. Aos proveitos estabelecidos no ponto an-
terior deduzem-se os custos relacionados com 
a gestão do sistema, como sejam, nomeada-
mente, os custos com o operador do sistema, 
com a entidade reguladora, com a “moratória 
nuclear”, com os sobrecustos decorrentes dos 
fornecimentos de energia eléctrica às ilhas e 
aos territórios extra-peninsulares, etc...

3. Aos montantes resultantes da operação 
efectuada no ponto anterior deduzem-se os 
custos com a aquisição de energia eléctrica e 
com os produtores em regime especial.

4. Finalmente, os montantes a pagar para 
efeitos de CTC são os que resultam depois de 
se retirar aos valores apurados anteriormente, 
os custos relacionados com o transporte de 
energia eléctrica e com a distribuição de ener-
gia eléctrica, aceites para efeitos tarifários.

Sendo os CTC a última parcela que as tarifas 
pagam, não é difícil de perceber, que uma má 
previsão por parte do governo da evolução dos 

custos e dos proveitos das empresas reguladas 
durante o período tarifário difi culte fortemen-
te o pagamento do montante afecto a CTC 
estipulado a 31 de Dezembro do ano anterior, 
aquando da defi nição das tarifas.

A introdução pela Ley 50/1998 da parcela 
fi xa de 4,5% e das taxas de acesso às redes para 
efeitos de pagamento dos CTC tecnológicos 
diminuiu a insegurança quanto ao pagamen-
to dos CTC. Contudo o reverso da medalha, 
prende-se com o facto desta parcela permitir 
o aparecimento de défi cits nos resultados das 
actividades reguladas, ou seja, conduziu a que 
os resultados não cobrissem os proveitos es-
tabelecidos para as actividades reguladas. Em 
2000, quando o preço no mercado spot da 
energia eléctrica atingiu 6,91 ESP/kWh, hou-
ve um défi cit nos resultados das actividades 
reguladas.

O governo espanhol publicou um diploma 
para fazer face a esta situação (Orden de 20/11 
de 2000), estabelecendo que os défi cits serão 
pagos pelas empresas que receberam CTC. Os 
montantes a pagar são repartidos pelas empre-
sas tendo em conta, grosso modo, a proporção 
de CTC que as empresas têm de receber atra-
vés do Real Decreto 2017/1997, os CTC que 
já lhe foram pagos e o peso dos CTC que têm 
de receber comparativamente com o montante 
global dos CTC. Realça-se que o diploma que 
estabelece a repartição dos défi cits  reparte-
os de modo diferente do estipulado no Real 
Decreto 2017/1997 quanto à repartição dos 
CTC pelas empresas.

O não pagamento de CTC conduziu, mui-
to provavelmente, ao prolongamento do prazo 
para reaver estes custos. Contudo, os produ-
tores têm outra forma de reaver os custos de 
transição para a concorrência. O exercício con-
certado do poder de mercado permite-lhes au-
mentar o preço da energia eléctrica no mercado 
spot para além dos 6 ESP/kWh de referência. 

Para a CNE, nem sempre é claro como o 
governo espanhol decide remunerar os CTC. 
Assim, para 2002 a CNE é de opinião que, re-
lativamente às previsões do Governo espanhol, 
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os custos serão maiores do que o previsto e os 
resultados serão inferiores. Por isso, o regula-
dor espanhol acha pouco verosímil, que as ta-
rifas de energia eléctrica para 2002 permitam 
que se pague cerca de 59 838 milhões de pese-
tas para os CTC tecnológicos (após se ter ga-
rantido o pagamento dos CTC para o carvão 
nacional). A CNE defende que, com o nível 
tarifário proposto pelo governo, os montantes 
afectos ao pagamento dos CTC tecnológicos 
serão negativos! Este facto exemplifi ca muito 
bem a difi culdade que tem havido em Espanha 
em, directamente, se pagar os CTC aos produ-
tores de energia eléctrica.

De forma a ilustrar o referido acerca dos 
CTC, o quadro seguinte apresenta a evolução 
do preço de mercado spot da energia eléctrica 
desde 1998, assim como os valores estabeleci-
dos nas tarifas para o ressarcimento dos CTC.

CUSTOS OCIOSOS NO SECTOR ELÉCTRICO

QUADRO 3

CTCs a pagar e preços de mercado

[1]  Edward Kahn, 1998, Deregulation of Electric Utilities, Introducing competition to the elec-
tricity industry in SPAIN: Th e role of initial condition, Kluwer Academic Publishers 

[2]  Marcel Boiteux, Agosto 1949, “La tarifi cation des demandes en pointe; application de la thé-
orie de la vente au coût marginal” Revue Générale d’ Electricité,

p321-340.
[3] Th e Utilities Journal, November 2001, “Stranded Costs and State Aid” , Oxera press, p26-27. 
[4] Arrow, K.J., 1965, “Th e theory of risk bearing”, Aspects of Th eory of Risk Bearing, Helsinki: Yrjö 
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Este texto é uma breve síntese do livro “Po-
der de Mercado e Regulação nas Indústrias de 
Rede” publicado em Abril de 2003. Um melhor 
entendimento das razões pelas quais, actualmen-
te, existe uma necessidade do Estado intervir em 
certos sectores económicos tomando por modelo as 
regras de mercado, isto é, recorrendo à regulação 
económica independente, orientou os objectivos 
deste trabalho. Assim, a crescente importância 
que a regulação económica tem vindo a adquirir é 
uma das várias consequências das alterações que 
as economias modernas têm assistido e que na 
produção e distribuição de bens e serviços públi-
cos, em especial as denominadas “utilitie”s, se re-
fl ectem na inovação e na privatização das activi-
dades que lhe estão associadas. No quadro de um 
contexto teórico em que se defende que a estrutura 
do mercado interage com o comportamento dos 
seus agentes, foram apresentados e analisados três 
conceitos: efi ciência, poder de mercado e regula-
ção sectorial. Esta análise pretendeu evidenciar a 
inter-relação que caracteriza estes conceitos, ten-
do sido ilustrada com o caso particular do sector 
eléctrico.

Palavras-chave – efi ciência económica, poder 
de mercado e regulação económica

Sem a percepção das razões que elevam os 
mercados concorrenciais ao grau de envolvente 
ideal para a melhor utilização dos recursos, i. e., 
que permitem a efi ciência económica, também 
não se pode entender a importância do poder 
de mercado como factor impeditivo do apare-
cimento de efi ciência económica. Efi ciência e 

concorrência (ou ausência de poder de mer-
cado) estão ligados. Salienta-se que o enfoque 
dado à problemática da efi ciência, tem como 
principal vantagem relativamente a outras pro-
blemáticas, como a equidade, ser menos sujeita 
a reinterpretações subjectivas.

Em situação concorrencial, os produtores e 
os consumidores seguirão os seus interesses 
pessoais da melhor forma, porque o custo dum 
bem para a sociedade igualará o valor que lhe 
é atribuído pelos consumidores. Contudo, esta 
situação requer a verifi cação no mercado de um 
conjunto de pré-condições, tais como a total li-
berdade de entrada e de saída de empresas no 
mercado, a divulgação da informação acerca do 
poder de mercado e a existência de um grande 
número de empresas com quota de mercado, 
de tal modo pequena, que não possam, por si, 
infl uenciar a curva da oferta.

O poder de mercado exercido sob a forma 
de monopólio ou de conluio visa desvincular 
o preço de mercado do custo de produção em 
benefício do vendedor e em prejuízo do com-
prador. As estratégias seguidas pelas empresas 
com vista a obterem um determinado nível de 
poder de mercado podem, por exemplo, incidir 
sobre os preços (estratégia preferida pelos con-
luios) ou ainda, focalizar-se na diferenciação do 
produto. Noutros casos, as estratégias poderão 
incidir sobre a determinação de uma capacida-
de produtiva excedentária, mesmo, se para isso, 
as empresas tenham que laborar a uma escala 
superior ao do seu tamanho mínimo efi ciente, 
aumentando consequentemente os seus custos 
médios de produção. Muitas destas estratégias 
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resultam na criação de barreiras à entrada de 
novos concorrentes no mercado. 

Salienta-se que a concorrência tanto incenti-
va o relacionamento efi ciente entre os diferen-
tes agentes económicos, como proporciona o 
melhor funcionamento no seio das empresas, 
permitindo-lhes uma melhor utilização de to-
dos os factores produtivos, i. e.,  incrementa a 
efi ciência técnica. Vários estudos demonstram 
que o não aproveitamento dos factores pro-
pulsionadores da efi ciência técnica causa pre-
juízos, que no caso dos Estados Unidos, um 
dos países mais produtivos do mundo (tendo 
em conta o conjunto dos factores produtivos) 
representam cerca de 10% do PIB. O conceito 
de efi ciência técnica é muito mais abrangente 
do que o da produtividade do trabalho, ulti-
mamente muito associado à problemática da 
competitividade da economia nacional, porque 
não diz apenas respeito a um factor produti-
vo.

Todavia, a envolvente que a concorrência pro-
porciona, quando “pura”, não só é ideal por ser 
exemplar, como ainda o é por ser rara. A rari-
dade da concorrência ”pura” tanto pode decor-
rer das acções dos agentes económicos, como 
pode dever-se à própria natureza de alguns 
mercados, que difi culta o desenvolvimento do 
processo concorrencial. Nesses casos, o poder 
de mercado é inevitável e as suas consequên-
cias negativas são mitigadas. A diferenciação 
dos produtos, a inovação e o aproveitamento 
de rendimentos crescentes à escala são exem-
plos de benefícios para a economia que não po-
dem fornecer os processos concorrenciais mais 
“puros”. Assim, a necessidade de obtenção de 
economias de escala, em alguns mercados de 
pequenos países como Portugal, poderá justi-
fi car o exercício do poder de mercado. 

A concorrência também pode ser auto-des-
trutiva. O esforço que o processo concorrencial 
exige às empresas é, muitas vezes, sufi ciente-
mente ameaçador para fomentar o entendimen-
to entre empresas, de modo a aplicarem práti-
cas anti-concorrênciais. A constatação deste 
facto conduziu Abreu a afi rmar que a promo-

ção da concorrência, num primeiro momento, 
incentiva, num segundo momento, a criação de 
conluios. Muitos são os mercados nos quais a 
abertura à concorrência, inicialmente acompa-
nhada de uma descida de preços, vê posterior-
mente esta tendência inverter-se se não houver 
uma atempada intervenção das autoridades 
públicas. A propensão do processo concorren-
cial à auto-detruição é agravada, quando certas 
condições se verifi quem, como sejam a presen-
ça de grandes economias de escala do lado da 
oferta e a existência de elasticidades reduzidas 
do lado da procura.

Resta acrescentar outro conceito, totalmente 
dependente dos conceitos de poder de merca-
do e de efi ciência, ao ponto de geralmente ser 
por eles legitimado: a regulação sectorial. Os 
monopólios naturais oferecem o espaço de ac-
tuação privilegiado para a concretização desta 
relação. Este facto decorre dos monopólios na-
turais serem paradigmáticos de indústrias em 
que o poder de mercado é inevitável. Nestas 
situações, o processo concorrencial apenas po-
derá ser simulado de forma a obter-se o nível 
de efi ciência económica possível. Esta simula-
ção é originada pela regulação sectorial exerci-
da pelo Estado. 

Os monopólios naturais existem em indús-
trias em que se verifi cam rendimentos cres-
centes à escala no curto e no longo prazo, 
nomeadamente nas indústrias de rede, como 
os transporte ferroviários, o abastecimento 
de água canalizada, o fornecimento de gás, as 
telecomunicações e a distribuição de electrici-
dade. 

Este trabalho focalizou-se no sector eléctrico, 
por este ser um sector exemplar da importân-
cia da regulação económica sectorial. A inter-
venção do Estado no sector eléctrico tem sido 
justifi cada, tanto pela importância da energia 
eléctrica em termos sociais e económicos, por 
exemplo presente na obrigatoriedade de forne-
cimento, como pelas suas características tec-
nológicas que conduzem à concentração em-
presarial e à existência de monopólios naturais 
em certos segmentos desta indústria. A neces-
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sidade de intervir por parte das autoridades 
públicas também poderá surgir noutras acti-
vidades do sector eléctrico, consideradas mais 
propícias ao aparecimento da concorrência, 
como a produção de energia eléctrica. O facto 
desta actividade ser de capital intensivo, de se 
basear em processos tecnológicos estandardi-
zados e do preço das suas matérias primas ser 
divulgado, conduz ao conhecimento por parte 
das empresas da função de produção dos seus 
concorrentes, favorecendo, por conseguinte, 
práticas anti-concorrenciais concertadas. 

O Estado intervém de uma forma mais ou 
menos directa, consoante se verifi que ou não 
abertura deste sector ao capital privado.

Nos últimos anos, em muitos países ociden-
tais, tem-se assistido a um afastamento do 
Estado do processo produtivo. Este processo 
acelerou-se na União Europeia, em 1999, com 
a entrada em vigor da directiva 96/92/CE. 
1998 é, então, um ano charneira no sistema 
eléctrico europeu, por se observarem estrutu-
ras produtivas muito diferentes nos mercados 
eléctricos nacionais. Estas diferenças decorrem 
de vários factores, tais como o grau de concen-
tração dos mercados, o grau de abertura destes 
(em termos potenciais e reais) e a intervenção 
do Estado.

No último capítulo do livro, pretendeu-se 
destacar as principais características dos mer-
cados europeus de electricidade e analisar os 
seus efeitos em diferentes indicadores de de-
sempenho das empresas, que se consideraram 
minimamente representativos da efi ciência téc-
nica e da efi ciência na afectação dos recursos, 
de forma a ilustrar o referido ao longo deste 
trabalho no quadro do paradigma estruturalis-
ta. No entanto, o sector eléctrico tem caracte-
rísticas bastante peculiares. Assim, o grau de 
concentração do mercado, tão importante para 
este paradigma, não pode ser encarado da mes-
ma forma do que noutros mercados, porque a 
estrutura monopolística é “natural” em vários 
segmentos desta indústria.

A presença regulatória do Estado é necessá-
ria no sector eléctrico para alcançar alguns dos 

efeitos positivos possibilitados pelo processo 
concorrencial. Neste contexto, a análise dos 
resultados das empresas, consoante se enqua-
drem num mercado, mais ou menos aberto 
à concorrência sob a iniciativa do Estado, ou 
ainda, consoante este intervenha de forma 
mais ou menos directa no mercado, reveste-se 
de grande interesse. 

Na análise empírica, que recorreu à análise 
factorial, não se conseguiu confi rmar qualquer 
relação entre o grau de liberalização do mer-
cado e os indicadores de desempenho das em-
presas. Conseguiu-se sim, destacar a existência 
de relação entre alguns indicadores de rendibi-
lidade e as características do mercado. Esta re-
lação vai para além da simples intervenção do 
Estado e da abertura do mercado, vistos numa 
óptica estática. O critério “Mercados Geográ-
fi cos” reagrupou as empresas consoante as se-
melhanças organizacionais, políticas e sociais 
dos seus respectivos mercados. Este facto for-
nece à análise um carácter dinâmico ao agru-
par empresas que partilham de uma multitude 
de condicionantes forjadas ao longo do tempo, 
como o comprova o facto das empresas dos 
grupos “Países de Leste” e “Nordpool” terem 
tido margens operacionais muito próximas. 
Estas empresas operam em ambientes econó-
micos, sociais e políticos totalmente diferentes 
que, no quadro de um processo dinâmico, po-
derão provocar resultados muito semelhantes 
quando observados num determinado mo-
mento. As opções tecnológicas historicamente 
tomadas, as condicionantes sociais e políticas 
e a forma de abertura de mercados escolhida 
conjugam-se e interrelacionam-se. 

Um estudo comparativo dos sectores eléctri-
cos dinamarqueses e franceses desenvolvido 
por Constantine Hadjilambrinos3 realça esta 
ideia. Este estudo foi realizado atendendo os 
desafi os que se levantam, hoje em dia, aos di-
ferentes sectores eléctricos e que resultam, por 
um lado da liberalização do mercado com o in-
tuito de obter melhor efi ciência económica, e, 
por outro lado, das condicionantes ambientais. 
Com base na comparação efectuada a estes 

3 Constantine Hadjilambrinos,” Understandig  technology choice in electricity industries: a comparative study of France & Denmark”, Energy Policy, 
Elsevier Dec. 2000 p1111-1126
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dois sectores, enquadrada em termos políticos, 
sociais e históricos, este autor sustenta que as 
diferentes opções tecnológicas assumidas pelas 
indústrias do sector eléctrico são infl uenciadas 
por factores socio-políticos. Assim, Constan-
tine Hadjilambrinos argumenta que a opção 
pelo livre mercado também está condicionada 
por estes factores. Esta visão está muito próxi-
ma da de Coase, que sustenta que o Estado é 
um agente activo do processo concorrencial.

Não se pode deixar de referir que se compro-
vou a existência de uma forte relação entre a 
estrutura produtiva das empresas e os indica-
dores de produtividade, sem que se tenha, con-
tudo, provado qualquer relação entre a estru-
tura produtiva das empresas e os indicadores 
de rendibilidade. Os resultados apresentados 
confi rmam as fortes diferenças tecnológicas 
existentes entre os diferentes níveis de negó-
cio, como também mostram que o Estado está 
demasiado presente neste sector, para que se 
possa falar em termos de exercício de poder de 
mercado, em áreas de negócio monopolistas, 
como o transporte e a distribuição de electri
cidade, já que este exercício estará demasiado 
dependente das opções políticas e económicas 
seguidas. Comprova-o o facto da problemática 
referente ao exercício do poder de mercado no 
sector eléctrico ter-se levantado ultimamente 
em alguns mercados mais desregulados, como 
o mercado californiano, conduzindo alguns 
autores a interrogarem-se sobre o papel da re-
gulação nesta situação4. 

J.D. Reitzes, R. L. Earle e Phillip Q Hanser 
afi rmam :”If they do not exercise suffi  cient 
caution, regulation will remain a thing of the 

futur as well as the past”5. Eles mostram des-
ta forma que os processos de liberalização dos 
mercados, cujas virtudes não são postas em 
causa, obrigam a que sejam acompanhados de 
um quadro regulatório maleável que permita a 
adaptação da regulação a um universo comple-
xo e dinâmico e de difícil análise ex-ante.

A fi gura que se segue ilustra o referido, ao 
salientar a inter-relação existente entre a in-
tervenção do Estado e as restantes variáveis às 
empresas.

 

Sublinham-se de seguida as principais ila-
ções, que de uma forma sintética podem ser 
retiradas do presente trabalho:

• O exercício do poder de mercado tem im-
portantes consequências na efi ciência das eco-
nomias;

• As características dos mercados do sector 
eléctrico e a rendibilidade das empresas  estão 
relacionadas;

• As opções regulatórias deverão ser tomadas 
no quadro das condicionantes tecnológicas, 
sociais e políticas dos mercados e deverão ser 
adaptáveis à dinâmica do mercado. 
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4Um artigo publicado por J.Grobman e J. Carey aponta de uma forma clara para a existência de uma inter-relação entre opções regulatórias e estrutura 
de mercado. Assim, com base num modelo dinâmico, este artigo demonstra que o price cap aplicado à produção terá a longo prazo efeitos negativos no 
investimento em produção de electricidade numa situação de maximização do bem estar e que numa situação de monopólio terá efeitos negativos ou 
positivos, consoante o “nível de price cap adoptado”. J.Grobman, J. Carey, “Price caps and investment:long-run eff ects in the electric generation industry”, 
Energy Policy 29 (2001) p545-552

Figura 1 - Inter-relações entre a Estrutura, a Conduta 
e os Resultados – Visão completa
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The main purpose of this paper is to discuss 
the consistency and the viability of the compe-
tition-based models for electricity and natural 
gas promoted by the European institutions and 
by national governments. Both the improve-
ment effects and the performance levels of new 
electricity and gas markets are still not clear, 
regardless all the regulatory changes in the last 
years. This is particularly true for the electricity 
market and quite worrying for natural gas, the 
fastest growing fuel source in European Union. 
As far as electricity is concerned the European 
internal market is neither unified nor uniform, 
seven years after the adoption of Directive 
96/92. On the other hand, the Gas Directive 
98/30/CE has been also allowing new oppor-
tunities to corporate strategies. In fact, we are 
now dealing with a particularly complex hori-
zontal and vertical re-integration wave which 
demands a dynamic and integrated regulatory 
framework at least for the two entwined energy 
markets. The authors present modeling propo-
sitions and issues, as well as data analysis that 
help to understand business and institutional 
strategies in the European oligopolistic energy 
market.

Palavras-chave – electricity, gas, competition, 
regulation, strategy

Th e aim of this paper is to provide an analy-
sis of the consistency and viability of the Eu-
ropean liberalisation model. Our methodol-
ogy consists in a presentation of the results of 
research carried out and published in the last 

fi ve years and to discuss it. 
While the electricity market has been a 

widely discussed subject since the early 90’s 
presenting a rich evidence of real problems 
concerning the functioning of competitive 
models, the gas market has just started a pe-
riod of actual change. New markets and new 
players are emerging from power producers or 
from large consumers as new buyers to traders 
and multi-energy suppliers. In fact, since the 
98/30 Directive in 1998, successive European 
Directives and structural changes have been af-
fecting company strategies and performances.

Europe is strongly dependent of n.g. imports, 
most of them from distant, politically unsta-
ble countries. Th is may have been the most 
important explanation for State-members be-
ing so reluctant to liberalise their n.g. markets. 
Doing that, would mean a decrease of their 
bargaining capacity in long-term contracts and 
eventually an increase of risk. Th en, 98/30 
Directive intended to be just a compromise 
on minimal rules, neither uniform nor precise, 
namely in which concerns non-discriminatory 
access to pipe-lines and the opening of (fi nal 
consumption) market. Th e United Kingdom 
being clearly apart, this framework explains the 
present diversity of industrial organisation and 
competitive rules for network and storage ac-
cess, balancing rules and opening stage. How-
ever, either for major and mature n.g. markets 
or for younger ones, both markets have some-
thing in common: most of their future growth 
will be linked to electricity generation.

Th e growth potential of n.g. use in electric-
ity production has strongly increased in the 
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last years due to environmental policies and 
to the deregulation of electricity markets. Gas 
units are less capital intensive, more fl exible 
and suitable to decentralised production and 
co-generation, which becomes an important 
strategic tool to multi-energy companies.

However, in our mind, a credible opening of 
national markets to foreign competitors is the 
most eff ective way (if not the only) to endow 
national regulatory bodies with real power 
over the cluster of oligopolistic energy compa-
nies, namely electricity fi rms. As a matter of 
fact, the Electricity European Market is nei-
ther unifi ed nor uniform, after all these years!

Electricity and n.g. markets are not only 
closely connected but together, they present 
a huge challenge to regulatory bodies, due to 
their impact on some core questions, such as: 
sustainability, services of general economic in-
terest, foreign policy and environment.

Th e liberal conception of free access to the 
market and the competition freedom also have 
led to the adoption of economic regulation 
policies which are intended to moderate off en-
sive competition practices without changing 
the core principles of liberal capitalism. Com-
petition policies fall essentially upon preven-
tion, impediment or persuasion concerning 
deviation from free competition, instead of 
directly promoting it. Th e core reason behind 
this seems obvious: the effi  cient impediment 
of deviations turns to be dissuasive enough, 
then stimulating competition.

Th e existence of diff erent policy goals leads to 
the desaggregation of competition policy into 
diff erent levels with potential anti-competitive 
eff ects: for instance, restrictive and cartelising 
practices. All these positions are either close to 
monopoly or oligopoly dominating the mar-
ket, or mergers and acquisitions, which have a 
negative impact on market competition.

However, policy goals cannot be dissociated 
from other issues: net well-being, consumer 
protection, and other economic agents. We 
are talking about current practices of using 
competition policy as a tool to achieve non-

competitive goals. So, competition may have 
several meanings, each one translating a rela-
tionship between economic actors competing 
among them, often having confl icting inter-
ests. Th is also means interests and strategic 
rivalries at diff erent levels, depending on the 
market structure and upon the goods/services 
own features.

Th e role played by energy (namely electric-
ity) regional markets must be taken seriously. 
Th ese regional markets are based upon/partly 
explained by: poor interconnections between 
State-members and the adoption of common 
regulatory rules in some regions, like the Nor-
dic Market and the Iberian Market (MIBEL) 
starting this year. 

However, a delicate question is becoming in-
creasingly important3: at this stage of the proc-
ess, what kind of barrier to the creation of an 
eff ective internal market, may these regional 
markets become?

At a fi rst glance, this question may seem par-
adoxical. However, corporate strategies and 
national economic interests are two very im-
portant issues that must not be ignored when 
network industries are analysed.

Let us start with the E.C. 2nd Benchmarking 
Report, which considers certain problems as 
serious constraints to the implementation of 
the electricity and n.g. internal markets.

Th is scenario becoming even more compli-
cate when we extend the analysis to the EC 
candidate countries. Table 1 presents quan-
titative and qualitative data concerning the 
implementation of Electricity and N.G. Di-
rectives by State-members and by Candidate 
Countries.
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3 See: 
- Soares, M.I. and A. Faiña (2003): “Liberalisation and Public Service: Credible Liberalisation in the European Electricity Markets”, EUNIP 2003 
Conference Proceedings, Edit. Univ. Porto.
-Soares, M.I. (2003): “Th e Iberian Electricity Market: Towards a Common Market”, in J.M. Glachant and D. Finon Edit.: Competition in European 
Electricity

2. Regional Markets: A Stage or a Barrier to full 
Integration?
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In short, among the E.C. Members, the most 
problematic barriers to competition seem to 
be the following:

i) Diff erent rates of market opening which 
reduce competition benefi ts and allows com-
petition distortion.

ii) Disparities in access tariff s between opera-
tors explained by insuffi  cient unbundling and 
ineffi  cient regulation.

iii) Th e high level of market power of some 
production companies (incumbents). In some 
cases, there is only a company dominating the 
market either at national and European level: 
it is the case of Portugal, France, Greece and 
Ireland.

iv) Generally speaking, insuffi  cient intercon-
nection infrastructure remains a very impor-

tant barrier to market integration.
Beyond recent liberalisation developments, 

signifi cant diff erences between national gas in-
dustries refl ect specifi c features of regulatory 
culture, the legacy of previous structures, the 
contribution of gas resources and the level of 
market maturity. Th e variety of situations in 
Europe explain specifi cities of competition on 
national gas markets, which is conditioned by 
the presence of vertically integrated incum-
bents and the accessibility to wholesale and 
retail markets for national and foreign produc-
ers, suppliers and traders4).

Th en, transeuropean Networks for Electric-
ity and N.G. are priority measures to be imple-
mented and supported by European Union in 
order to achieve the Energy Internal Market. 

TABLE 1

Measures adopted by State-members and Candidate Countries to 
implement Electricity and Gas Directives.

COMPETITION AND MARKET IN EUROPE

4Finon, Dominique (2001): “European Gas Markets: Nascent Competition in Diversity of Models”, Reform Group, WP, July
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However, two issues must be seriously evalu-
ated in such a scenario:

• First, the existence of a large company – 
EDF –which would still have a market share 
close to 1/5 of the European electricity mar-
ket! Th is fact turns to be preoccupying also 
by its relationship with problems connected 
to fi rm dominant position and acquisitions 
policy in a period of restructuring.

• Notwithstanding, the integration of na-
tional markets is generally associated to a de-
crease of large companies market share!

In order to have an insight of questions in-
volved, Section 3 will assume a more system-
atic approach to present a short analysis of 
companies’ performance in the European eco-
nomic and institutional framework. We have 
taken the example of the electricity industry.

As far as the new European norms are con-
cerned, 2003 was prolifi c: Directive 2003/54/
EC, concerning the internal market for elec-
tricity, and Directive 2003/55/EC, concern-
ing the internal market for natural gas replaced 
Directives 96/92/EC and 98/30/EC, respec-
tively. Moreover, the European Parliament and 
the Council issued Regulation n.º 1228/2003 
on the conditions for access to the network for 
electricity cross-border exchanges.

Directive 2003/54/EC provides that Mem-
ber-states shall open their electricity market 
to all non-household customer until the 1st 
July 2004 and from the 1st July 2007, all cus-
tomers shall be considered as eligible custom-
ers. It also stipulates that Member-states shall 
ensure the implementation of a system for 
third party access (TPA) to the transmission 
and distribution systems based on published 
tariff s or methodologies underlying their cal-
culation. Th ese tariff s must be approved by a 
regulatory authority. Regulatory authorities 
shall be independent of the electricity industry 
interests. Th ese authorities are responsible for 
ensuring non-discriminatory eff ective compe-
tition, as well as the effi  cient functioning of the 

market, monitoring the allocation of intercon-
nection and the level of both transparency and 
competition. However, the Directive allows 
Member-states to limit regulatory authorities’ 
autonomy by submitting their proposals for 
tariff s and methodologies to a relevant body, 
which may approve or reject it.

Th e Directive 2003/54/EC is completed 
by the Regulation n.º 1228/2003. Th is regu-
lation establishes rules for charging access to 
network, namely:

• Producers and consumers may be charged 
for access to network, providing an effi  cient 
horizontal signal;

• Charges applied by network operators for 
network access shall be transparent;

• Charges shall not be related to distance.
Th is Regulation also allows for new inter-

connectors to be exempted from requirements 
set for the third party access to transmission 
and distribution system, as long as the invest-
ment enhances competition in the electricity 
sector.

Th e electricity market liberalisation aimed 
by Directive 2003/54/EC does not mean the 
complete withdrawal of the Regulatory State 
from the European electrical markets. On the 
contrary. Th is Directive repeatedly refers to 
the obligation of public service and compels 
Member-states to ensure that all household 
customers and small enterprises “… enjoy uni-
versal service, that is, the right to be supplied 
with electricity of a specifi c quality… at rea-
sonable (…) and transparent prices”. However, 
this Directive5) also emphasizes the fact that 
Member-states shall ensure the monitoring 
of security of supply issues. Th is task can be 
delegate to the regulatory authorities by the 
Member-states.

Such as its electricity market counterpart, the 
Directive 2003/55/EC provides that Mem-
ber-states shall open their natural gas market 
to all non-household customer until 1st July 
2004, and from 1st July 2007, all customers 
shall be considered as eligible customers. Th e 
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3. European Union Regulatory Trends

5Recall that the Directive was published in a period when electrical systems demonstrated some instability, unusual in the European context.
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Directive establishes other rules that guaran-
tee the opening of the market, namely:

• Natural gas utilities shall keep separate ac-
counts for each of their transmission, distribu-
tion, liquefi ed natural gas (LNG) and storage 
activities.

• Member-states shall implement a frame-
work for third party access to the transmission 
and distribution system and LNG facilities.

• Member-states shall designate regulatory 
authorities independently of the natural gas 
industry own interests. Regulatory authorities 
in the natural gas market have a similar role 
to that of their electricity sector counterparts. 
Like in the 2003/54/EC Directive, Member-
states can limit regulatory authorities’ auton-
omy.

However, the n.g. Directive embodies various 
guidelines which limit the opening of the mar-
ket, when compared to Directive 2003/54/
EC. Generally speaking, situations (or con-
cepts?) such as “isolated or emergency market” 
allow Member-states to derogate from open-
ing the market.

Th e 2003/55/EC Directive, however, enables 
derogations in some other situations, namely:

• Whenever it exists take-or-pay commit-
ments.

• Public service obligation could be hin-
dered.

• And new signifi cant interconnection in-
vestments are carried out (like in the Directive 
2003/54/EC).

In short, there is room for a lot of business 
and political movements.

Notwithstanding the economic effi  ciency 
gains from the European energy liberalisa-
tion process, actually we are facing a new chal-
lenge. Important supply disruptions caused 
serious troubles in the European electricity 
system, mainly in Italy and Northern Europe 
countries. Frequently, liberalisation has been 
accused of being directly or indirectly respon-
sible for this problem, since the market would 
not be able to assure reliability without a cen-
tralised structure. Th e current trend of merg-

ers and vertical reintegration of many utilities 
stands as an argument for opposers to the lib-
eralisation process.

Another perspective is that the problem may 
be not the liberalisation, per se. On the contra-
ry, the problem is related to the fact that some-
times liberalisation is not founded on the cur-
rent organisational and technical procedures. 
For instance, it seems that incentives must be 
mainly given for investment on generation ca-
pacity, namely in peak load reserve. However, 
this is not the real issue, since interconnection 
with another system is clearly a substitute to 
generation in a particular system, namely in 
the internal energy market context. As a re-
sult, Transmission System Operators have a 
major role to promote investment in trans-
mission capacity as well as to establish rules to 
prevent incidents. Th ese missions should not 
be implemented without co-ordination among 
TSOs and should be done under a regulatory 
framework. Th erefore, the independence of 
the TSOs and the regulatory authorities of all 
market agents remain crucial. 

Late 10th December 2003, the Commis-
sion proposed a legislative package trying to 
conciliate these points of view. Th is proposed 
Directive mainly aimed to guarantee security 
of supply. Besides the promotion of energy 
effi  ciency policies to constrain growth in de-
mand, the proposed Directive requires Mem-
ber-states to assume a proactive attitude on 
insuring investment in new transmission and 
on promoting construction of new generation 
facilities. 

A major role is given to TSOs, which have 
to submit a multi annual investment strategy 
to national regulators. Th e co-operation be-
tween TSOs is also recommended. However, 
countries such as Germany, Netherlands and 
United Kingdom are adverse to the implemen-
tation of this proposed Directive, arguing that 
it would slowdown the market liberalisation.

Once more, European partners seem divided 
upon the functioning of an essential infra-
structure.

COMPETITION AND MARKET IN EUROPE
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Having in mind the structuralist paradigm, 
it is particularly pertinent to analyse the eff ect 
of the European electric power markets main 
features in the companies’ performance.

According to an empirical analysis6 carried 
out for European companies in the electric 
power sector (using 1998 data), it was not pos-
sible to confi rm any relationship between the 
degree of market liberalization and the usual 
indicators of the companies performance. In 
fact, what was achieved, concerned the exist-
ence of a relationship between some profi t in-
dicators and the organizational, political and 
social characteristics of the market. Th is goes 
beyond the simple intervention of the State 
and the opening of the market, seen through 
a static perspective. Th is fact gave the analysis 
a dynamic character by grouping companies 
that share a multitude of conditionings forged 
through time. It is attested by the fact that 
those companies operating in totally diff er-
ent economic, social and political environment 
have shown quite similar economic results 
when observed at a given moment. Techno-
logical options, social and political conditions 
and the chosen way to open markets were 
founded to be conjugated and interrelated. A 
comparative study of the Danish and French 
electric power sectors developed by Constan-
tine Hadjilambrinos7), emphasizes this idea. 
Based on a comparison that was carried out for 
these two sectors, the author sustains that the 
technological choices taken by the industries 
of the electric power sector were infl uenced 
by socio-political factors. Th us, Constantine 
Hadjilambrinos argues that the option for the 
open market is also conditioned by such fac-
tors. Th is perspective is very close to that of 
Coase8 who sustains that the State is an active 
agent of the competitive process.

We cannot forget to refer that the empiri-
cal analysis proved the existence of a strong 
link between the productive structure of the 
companies and the productivity indicators, 

however, without any relation between the 
companies’ production structure and the prof-
its indicators. Th e results presented confi rm 
the strong technological diff erences between 
the diff erent levels of business, as they also 
show that the State was still too much present 
(either directly or indirectly) in this sector. 
Meanwhile, problems referring to the exercise 
of market power in the electricity sector have 
been raised in some more deregulated mar-
kets, like California, leading some authors to 
question themselves about the regulation role 
in this kind of situation9).

Figure 1 highlights the importance of the 
external conditions for the behaviour and per-
formance of fi rms.

Since deregulation, we would not expect the 
dynamic path to show a functional adaptation 
in the framework of a larger trade exposure. 
However, at fi rst sight, the European experi-
ence seems to be rather contradictory. Let us 
see why.

On a static basis, the European market 
presents few specialists, both sectorally and 
functionally, which can be eventually explained 
by some of the following factors: imperfect 
markets, transaction costs, production costs, 
learning synergies, strategic positioning.

Since deregulation, the European dynamics 
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4. The Importance of the Technical, Social and 
Political Features: an overview

6Vítor Marques (2002): “Poder de Mercado e Regulação nas Indústrias de Rede”, Dissertação Mestrado, ISEG, UTL.
 7 Constantine Hadjilambrinos, “Compreensão da opção tecnológica nas indústrias eléctricas: estudo comparative da França e da Dinamarca”, Política 
Energética, Elsevier Daz, 2000, p. 1111-1126.

 8Coase, R.H. (1988): “Th e Firm, the Market, and the Law”, University of Chicago Press.

Figura 1 - Interrelations between the Structure, the 
Behaviour and the Results.

5. The Strategic Dimension: A Dynamic Analysis 
at European Level
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can be taken as a contradiction, as two opposed 
movements can be observed: while companies 
have been moving towards verticalisation, oth-
ers have de-verticalised. However, a certain 
pattern seems to emerge :

• Companies like Nat Power, Electrabel, 
Hidrocantábrico, Eon, Atel, Birka and NESA 
(these two belonging to the Nordic market), 
which are de-verticalising, typically start from 
highly integrating positions. Moreover, de-ver-
ticalisation is often combined with diversifi ca-
tion, which may refl ect selling out of vertical 
assets (to move horizontally), either forced by 
competition regulation or by commercial rea-
sons.

• Other verticalised companies – Enron, 
Hafslund, Syse – have moved from low to 
medium levels (of verticalisation), while oth-
ers have moved from medium to high levels of 
verticalisation (Union Fenosa, GDF/Distri-
gas, Wintershall, Scottish Power, Fortum).

From the point of view of diversifi cation, the 
process dynamics shows two contradictory 
movements: while there are examples of exten-
sive vertical integration without much change 
in horizontal positioning (Hafshund and En-
ron, for instance), others – like Scottish Power 
– have moved from medium & high horizontal 
towards a monosectoral position. And, there 
are also companies which combine vertical in-
tegration with diversifi cation.

Th e two contradictory movements can be 
understood as signs of strategic movements 
towards some middle ground in vertical inte-
gration, for diff erent reasons: either by func-
tional reasons – costs, production synergies, 
market power – or as a reaction to regulatory 
intervention (or just transitory tendencies).

Even so, it is possible to recognise companies 
which have shown little movements in any one 
of the above directions, such as British Gas 
and British Energy.

Anyway, global conclusions on (electric-
ity and gas) company strategies have to be 
extremely cautious. Th ere are considerable 
diff erences between industries, both in struc-

ture and performance. Th is is a consequence 
of inherent dissimilarities in confi gurational 
strategies and in commercial eff ects of a given 
strategy between sectors.

An independent (from the fi ndings quoted 
before) research work carried out for the pe-
riod 1996-2001 at European level , concern-
ing the structure and performance of energy 
industry, through the correlation of size, diver-
sifi cation, horizontal integration, internation-
alisation and assets with:

• Return on Assets (ROA);
• Return on Wquity (ROE);
• R/C (Returns/Costs);
• Labour Productivity;
• Price Earning Ratio (PER);
allowed us to confi rm highly varying eff ects 

of structural variables on performance across 
industry, while size and internationalisation 
correlate highly positively with PER for gas/
oil in a static perspective, a dynamic analysis 
shows a quite diff erent scenario.

For the European electricity industry, verti-
cal integration matters both in absolute and 
relative terms: there is a moderate correlation 
with ROA, ROE and PER, in absolute val-
ues, and in relative value terms, the correlation 
becomes stronger with ROE while T/C and 
labour productivity turn negative. Th en, verti-
cal integration seems to increase profi tability 
but negative labour productivity for the period 
under analysis. Also in relative terms, size has 
only eff ects through assets and not turnover. 
Th is variable positively aff ects static effi  ciency 
(R/C) but not PER. Diversifi cation/horizon-
tal integration seems to have a small impact: 
in a static analysis, there is a negative eff ect on 
labour productivity. However, when we dyna-
mise our approach, this eff ect disappears. Size 
always becomes a critical variable when we 
study fi rm performance: in this case, its im-
pact can only be seen through assets, aff ecting 
positively static effi  ciency, but neither turnover 
nor PER!

Gas industry appears to be much more diffi  -
cult to analyse. We have found highly diff erent 

9J. Grobman and J. Carey (2001) point out, in a clear way, the existence of an interrelation between regulation options and the structure of the market. 
Th us, based on a dynamic model, this article demonstrates that the price cap applied to the production will have in the long run, negative eff ects relating 
to the investment in electric power production in a situation of maximization of the well-being, and that in a situation of monopoly, it will have either 
negative or positive eff ects, depending on the “level of price cap adopted”. J. Grobman, J. Carey, “Price caps and investment: long-run eff ects in the electric 
generation industry”, Energy Policy 29, 2001, p. 545-552.

COMPETITION AND MARKET IN EUROPE
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eff ects of structural variables on performance 
across this industry. Furthermore, industry is 
going through a very complex change and re-
structuring process, which rises quite a lot of 
problems in the correct interpretation of em-
pirical data. Th is is the fundamental reason 
why we prefer, for the moment, not to present 
further results.

Th en, what kind of conclusions can we take 
from what we have been seeing? We are forced 
to recognise that both industries are just en-
gaging in a very complex strategy when the 
trend has clearly become the strengthening of 
the structural and fi nancial links.

First of all, applied research points out that in 
a fi rst stage, industry matters: European elec-
tricity and gas industries diff er signifi cantly in 
their distribution on structural variables . Gas 
industry is mainly concentrated in the verti-
cally integrated specialist space. Electricity, on 
the other hand, is considerably more spread 
out along both dimensions. We also fi nd 
broader energy engagements and conglomer-
ates. Large diff erences between the two indus-
tries in terms of size and internationalisation 
are also evident: gas industry is considerable 
larger than electricity; there is a more signifi -
cant correlation between size and internation-
alisation in gas; fi nally, electricity companies 
are primarily expansive along the international 
dimension and gas companies are primarily 
expansive in size.

However, business reasons, gas-fi red/genera-
tion units and synergies justify the coming to-
gether of electricity and gas fi rms. We shall see 
if opposite eff ects in each industry will level 
out at the general level. And also, if diversifi ca

tion may be a way for electricity companies to 
improve performance.

Recent dynamics13 of (the European) en-
ergy sector has enabled us to recognise that 
(beyond European Directives):

• German firms move towards further con-
glomeratisation and de-verticalisation.

• Benelux firms mainly deverticalise with 
moderate diversification.

• Nordic firms also deverticalise, but also 
specialise in some way.

• Swiss firms verticalise.
• UK (and US) firms also verticalise. As 

far as profitability is concerned, a large vari-
ation can be observed: from the high profit-
ability of Swiss and even UK firms to the 
remaining cases. Finally, which arguments 
could we present in favour of a “de facto” 
vertically integrated multisectoral company? 
Mainly three:

• Production Cost Assumptions, which 
mean that extensive synergies from co-pro-
duction both in vertically integrated systems 
within sectors and from horizontal integra-
tion across sectors.

• Transaction Cost Assumptions, which 
can be translated by high transaction cost in 
coupling different economic functions verti-
cally, both within sectoral value-chains and 
across energy sectors.

• Capability and Learning Assumptions, 
which means that competencies and learn-
ing needs may be enhanced by both vertical 
and horizontal integration.

The above arguments seem evident from 
empirical findings presented above, although 
differences in national and regional institu-
tions generate dissimilar structures and op-
erations of both firms and markets.
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Th e main purpose of this paper is to analyse the 
behaviour of major >Spanish electricity compa-
nies, Endesa and Iberdrola, in the Spanish >elec-
tricity daily market between May and Septem-
ber 2004. In this short >period Iberdrola (and 
Gas natural) had accused Endesa of engaging on 
>anti-competitive conduct. Endesa would had 
taken advantage of CTCs (Costes de Transicón a 
la Competencia) in order to off er in the daily mar-
ket lower prices that would be expected, consider-
ing fuel market prices. CTCs are compensation 
for stranded costs, which occurred after Spanish 
electricity market liberalization in 1998. Th e tra-
ditional analyses based upon >dynamical models 
around Nash equilibrium can not be carried on 
in the >present case: accurate costs electricity gen-
eration data are almost >impossible to obtain in 
Spain, obstructing the determination of the >ac-
tivity profi t level.>Th erefore, we opted to analyse 
Endesa’s and Iberdrola’s behaviour >changes, 
studying the correlation between hourly marginal 
prices with 

>the amount of energy supplied by hour, by 
technology and by company as >well as with fuel 
prices and “hydrological factors”. 

Palavras-chave – Spanish daily market, anti-
competitive conduct, panel data, marginal 
price, electricity, technology, fuel price. 

Out of four main companies in the fast-grow-
ing Spanish electricity market, Endesa and 
Iberdrola control 80% of the generation and 
distribution assets. The wholesale market 

has been the stage for frequent price wars, 
most of which unrelated to cost shifts thus 
being explained by strategic considerations. 
Recently, the projected Gas Natural/Endesa 
merger has called the attention to the com-
plicate, biased performance of the Span-
ish market and how important may be the 
analysis of certain market events/periods in 
order to find eventual behaviour patterns. 
Taking the events of Summer 2004 when 
Iberdrola claimed that Endesa was lead-
ing anti-competitive practices in the daily 
market, benefiting from market design, the 
authors’ aim was to analyse if any particular 
behaviour pattern carried by Iberdrola and 
Endesa could be found. This pattern should 
highlight the effects of the wholesale market 
design on agents’ behaviour.

The Spanish wholesale market was cre-
ated in 1998. OMEL is the operator of the 
market. This market is divided into a daily 
market and an intra-daily market. Those 
markets are uniform-priced since the ener-
gy sold there by generators should be paid 
at the system marginal price. In the daily 
market, the producers submit for the next 
day, in an hourly base, bids of quantities of 
electricity at a minimum price and the buy-
ers (distributors, traders and eligible consum-
ers) submit hourly bids of power demand at a 
maximum price. Based on these bids, OMEL 
builds the hourly purchase and sale electricity 
curves. Each hour market price (called of sys-
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tem marginal price) results from the crossing 
of these curves, that is, of the matching be-
tween the purchase and sale bids. However, its 
bid would only be accepted if the price submit-
ted by the generator is equal or lesser than the 
system marginal price. In the intra-daily mar-
ket, the fi nal adjustments are made on the cur-
rent day, in order to adjust the supply and the 
demand. Th e daily market is the main market: 
more than 90% of the electricity is traded in 
the daily market. Th e fi nal price of the pow-
er sold comes mainly from the daily market, 
which represents from 70 to 80% of this price, 
being the remaining amounts proceeded from 
the capacity payment of the intradaily market 
and from the operation of the system. 

After the creation of the wholesale market, 
Spanish generators lost the warranty they had 
on the payment of their investments, which 
was allowed by former legal frame. In order to 
recover those stranded costs, it was established 
a transitory regime, Costes de Transición a la 
Competencia, CTC, that allows the compa-
nies, which own power stations, to receive a 
compensation on the loss of revenues. Endesa 
benefi ts more from CTC than any other com-
pany.

Th en, the Spanish electricity market is an oli-
gopoly rather concentrated, almost a duopoly, 
with some exogenous mechanisms (mainly 
subsidies) such as the CTC, which can modify 
the expected competitive behaviours.

Th e fact that the Spanish electricity mar-
ket is nearly a duopoly may induce to market 
power practising. Under a short term point of 
view, the market power can be measured by 
the Lerner index:  .Th is analysis is 
conducted through static economical models.

However, strategies that restrict the competi-
tion can be developed in the medium or long 
term. For example, dumping strategies are ex-
pressed on the market prices reducing under 
the marginal costs, at the aim of increasing en-
try barriers and, a posteriori, raising the prices 

once more, over the marginal costs. Th e more 
concentrated the market is, the more possibili-
ties will anti-competitive strategies (dealt be-
tween the diff erent agents) have to appear and 
then, naturally, turning tacit collusions up. Th e 
economical dynamic models allow to analyse 
such situations. It’s known that even before 
a Bertrand’s type game, which results in the 
competitive equilibrium when there’s only one 
move, in the case of having an indeterminate 
number of moves, i.e, in the case of a super 
game, this game will turn into a tacit collusion. 
Being so, there is an indeterminate number of 
equilibrium solutions, which can either com-
prise a market price either a monopoly price. 
Th ese strategies are named trigger strategies, 
since a little change by any agent at the starter 
strategy triggers the end of the tacit collusion. 
Th us, the quasi-duopoly that exists in Spain 
may propitiate stable collusions. However, so-
cial and political factors that characterize the 
Spanish business world make diffi  cult the sta-
bility of a collusion which involves the partici-
pation of two companies having so distinctive 
beginnings as Endesa and Iberdrola. Fabra and 
Toro (2004) showed through data referring to 
1998 that collusion periods in the Spanish 
market of electricity might appear after price 
wars and vice-versa. Nevertheless, these au-
thors make their analysis on a basis of a whole 
of simplifying assumptions, which may adul-
terate the conclusions, namely the assump-
tions related to the production costs and to 
the related chosen period, when in Spain there 
weren’t combined cycle natural gas units yet.

Hence, the quasi-duopoly that exists in 
Spain may propitiate stable collusions. How-
ever, some social and political factors which 
characterize the Spanish market, besides other 
features such as the CTC, may change expect-
able behaviours.

CTCs allow the companies owners of power 
generation that were comprised by MLE in 
31/12/97, to receive a partial compensation on 
the loss of revenues during a 10 year-old maxi-
mum period (up to 31/12/2007). Th e CTCs 
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are composed by two portions: one concerning 
the technological compensations (technologi-
cal CTCs), other concerning compensations 
for the units groups which use Spanish coal. 
Th e technological compensations are the main 
portion and are calculated based on the costs 
of production of each power-station, for the 
annual medium time of exploration for tech-
nology. It is pointed out that these cost de-
termination results of negotiations between 
the companies and the Spanish government, 
whose economical rational is not very clear. 
Th e technological compensations are calcu-
lated through the diff erence between those 
standardized costs and the reference market 
price, 36 €/MWH. 

Th e impact of CTC in the profi t function is 
obvious. When the power station, i, is previous 
to 1997, the profi t function πi corresponds to:

(1)
Where CTCai is the compensation due to 

CTC, each year, Ci(Qi) is the average unit 
costs and Qi the quantity sold.  

 (2)
Where CTCi36 is the unitary compensation 

for electricity sold by the power station, i, at a 
market price of 36 €/MWh.

Th is way,
F(πi) =Pfe Qi – Ci(Qi) Qi+ (CTCi36 +36- Pfe)Qi   (3); 

and 
F(πi) = (CTCi36 +36- Ci(Qi))Qi    (4)
Th us, the profi t function of power stations 

previous to 1997 doesn’t vary directly with the 
market price.

Th e same doesn’t happen to any power sta-
tion, i, posterior to 1997, whose profi t level 
depends on the sale prices, besides depending 
on the quantities sold and on its ability to de-
crease its costs:

                    (4)
It matters to set off  that Iberdrola has got 

more units in this situation than Endesa, 
namely since 2004.

One could ask which economic model would 

be the most appropriate in order to evaluate 
the behaviour of the major producers in the 
Spanish wholesale power markets. Many eco-
nomic models applied in the electricity mar-
ket analysis are based on simple price strate-
gies, taken from Bertrand and, above all, on 
quantity strategy, taken from Cournot. It is 
well-known that Bertrand´s is not the most 
suitable model for the electricity sector, since 
the inelastic demand allows that the capacity 
to supply electricity, namely, in demand peaks, 
become the key variable, leading the role of 
prices to a second place as strategic variable. 
Th is allows that the capacity to supply elec-
tricity, namely in demand peaks, becomes the 
key variable, relegating the price to a second 
place as strategic variable (it is not necessary 
to have the lowest prices to supply all possible 
energy). Cournot model is, therefore, gener-
ally preferred, explaining the market power in 
some electricity market such as in the former 
England & Wales market case (Wollack and 
Patrick, (1996)); however this approach is 
somehow reductive, since it focuses only on a 
strategic variable and, in addition, it is a static 
approach. For example, it is equally valid to 
analyse the economic agents’ strategies in the 
electricity markets bearing in mind Bertrand’s 
model with capacity constraints. In this case, 
the markets are analyzed based on Bertrand’s 
model but to diff erent production levels (or in 
other optics by cost levels).  

Some authors prefer more complex models 
conjoining price and quantity strategies, as in 
the case of the Supply Curve Function (Green 
and Newberry (1992)). However, these are 
static models that apply directly or indirectly 
something empirically expected: whenever the 
demand (for supply shortage) is inelastic we 
come across a Cournot-type situation; when 
the demand is elastic (for supply superabun-
dance of electricity) we come across a Bertrand-
type situation. Th e static models prevail over 
the dynamic models; this prevalence doesn’t 
happen only for the purpose of simplifi cation. 
For many authors, the electricity markets are 

2. Methods
The way the issues were handle
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simultaneous games, not sequential ones.
As strategies cannot be summed up to a 

simple auction in a power market, hence we 
sustain that the dynamic models are the best 
choice. In this way, one cannot consider power 
market just like a game where players make 
simultaneous moves, since every intervenient 
may know the strategies followed by its com-
petitors in certain situations, creating, or not, a 
behavioural pattern. It is also known that com-
pany strategy largely depends on the price, as 
well as on the amounts supplied. Other factors, 
however, such as learning, seasonality, planned 
practices should also be taken into considera-
tion by those models.

In the context of this work, the application 
of dynamic models to defi ne anti-competitive 
behaviour is rather complex. Many authors 
tried to calculate the marginal cost direct or 
indirectly (Green (1994), Sweeting (2004) 
and Wolfram (1999) for Britain; and Fabra 
and Toro (2004), for Spain) to highlight un-
due mark-ups. However, production costs in 
the Spanish electricity market are not accu-
rately known by outside players, due to the 
traditional lack of information about Spanish 
producer costs and other factors, such as the 
subsidies for Spanish coal consumption. We 
have chosen, therefore, to identify the behav-
ioural patterns of the two main agents in the 
Spanish electricity daily market, Endesa and 
Iberdrola, by the light of expected competitive 
behaviour in a uniform price market. Ciarreta 
and Espinosa (2004) have chosen a similar 
approach for the same market, comparing the 
behaviours of the two main Spanish genera-
tors with the behaviours of smaller generators. 
For this purpose, they assume that Iberdrola’s 
and Endesa’s bids can be compared to those 
made by the smaller competitors. Th en, for 
the same technologies they compare the bids 
of the two larger generators with the smaller 
ones. However, Ciarreta and Espinosa didn’t 
take into account the technical restrictions, 
such as proceeding from hydrologicals factors, 
that restrain the units operation freedom. Th is 

is mostly the case of Iberdrola’s, whose hydro 
units stand for more than 1/3 of its overall in-
stalled capacity (more than 50% until 2002).

Th us, this work chooses to point out possi-
ble market power, indirectly, through the two 
main generators behaviour analysis, Endesa 
and Iberdrola, by the light of expected behav-
iour in a uniform-price market. 3. Quantities 
supplied by the power stations depend on the 
price bid, so price and quantities strategies are 
mixed and some conclusions about behaviour-
al pattern can be inferred through the analysis 
of the quantities supplied. 

Th e equations that proceed synthesize the 
operation of the Spanish wholesale daily mar-
ket, in the supply side, assuming that the de-
mand is an external variable4.

  (5)

(6)

   
(7)

   
(8)

The market clearing price (or system marginal 
price), P

fe
, is a function of the volume, which 

results from the crossing of demand matched 
quantities curve, Q

d
 and supplied matched 

quantities curve, Q
s
 (equation 5). The supply 

curve prices, P
s
, rises with the amounts bid 

(equation 6). The supply curve results from the 
sum of each producer (units, or external agent) 
power bid, matched, Q

i
, ordered in a growing 

way with the price bid by each agent.
Introducing a time factor, to turn the model into 
a dynamic one, the supplied amount function 
Q

it
, matched in the daily market by the hour 

t, for the producer i, is determined as follows:

 5 (9)
Where P

it
 is the bid price by the hour t, S

it
 

is the residual demand facing fi rm i by the 
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3  Price bid are also unknown.
4  Nevertheless, we are conscious that those companies are vertically integrated and they can, in theory, coordinate their supply and demand side strategies. 

However, we assume that in a uniform price market this strategy would be diffi  cult to achieve.
5  Th is specifi cation underlies the inter-relation between price and quantities matched.
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hour t, considering the amounts supplied by 
its competitors, K

it
 is the capacity imposed 

by the hour t, and ε
it
 is a random variable 

including the strategies of the producer.  The 
residual demand can be expressed as follows:

 (10)
Where Q

tj 
is the quantity supplied and matched 

in hour t by the power station j≠i and Q
ts 

is the 
overall quantities supplied per hour t by the 
market.
Since the amount supplied by the power station, 
fe, with the highest price bid matched, Q

tfe
 , 

defi nes the market clearing price and Q
ts 
includes 

Q
tfe

 ; inequality (8) can be rewrite as follows:

 (11)

Where P
t(Qt s) 

is the market clearing price 
proceeding from the crossing of demand matched 
quantities curve, Q

d
, and supplied matched 

quantities curve, Q
s
; P

t(Qt fe)
 is the price bid by 

power station fe; and P
t(Qt i≠fe)

 are the prices bid 
per hour t by the remaining power stations, i≠fe, 
whose quantities bid were matched, Q

t i≠fe
. P

t(Qt s) 

is a convex function.

By an other side, relation (6) can be expressed 
as follows:

 (12)

Th us, hourly clearing prices, Ptfe, rise with the 
overall energy supplied, Qts(Ptfe), besides rising 
with the quantities supplied by the power sta-
tion, fe, with the highest price bid, Qtfe(Ptfe), 
which defi nes the market clearing price. As 
prices bid depend, among other factors, on 
the cost production and those depend on the 
quantities produced, Qts, Qtfe, Qt i≠fe can be 
expressed as follows: Qts(Ptfe); Qtfe(Ptfe); Qt 
i≠fe (Pt i ≠fe). In an economic point of view, 
because of the simultaneity between the de-
pendent and the independent variable, we can 

affi  rm that some endogeneity6 should exist be-
tween market clearing price, Ptfe, and the over-
all amount supplied in the market, Qts(Ptfe),, 
as well as between the market clearing price 
and the quantity supplied by the power sta-
tion with the highest price bid, Qtfe(Ptfe). Th e 
simultaneity between the dependent and the 
independent variables is one of the reasons 
for endogeneity occurrence. Th e other reasons 
are: 

•Th e functional relationship between the ex-
plained and explanatory variables is misspeci-
fi ed in the model.

• An important factor that is correlated to 
the independent variable is omitted.

• Th ere’s measurements error in an explana-
tory variable.

• It’s a dynamic model involving expecta-
tions.

Assuming that the model is well defi ned 
and there’s no measurement error, Qt fe(Pt i 
≠fe) will not be endogeneous, unless there’s 
expectation about the system marginal price.

Th e confi rmation of these assumptions en-
sures that agents behave as it will be expected 
in an uniform price market. Any expectations 
of the system marginal price, whenever the 
producers submit their bids, break the uni-
form price market assumptions, namely that 
prices bid refl ect producers marginal costs. 

Th erefore, Endesa´s and Iberdrola´s be-
haviours are indirectly analysed, by studying 
the correlation between the system marginal 
price (market clearing price) and the amount 
of energy supplied every hour by company 
and by technology, as well as by considering 
other external factors, such as the price of 
the fuels and the hydrological factors, which 
can also infl uence system marginal prices. 
Th e econometric study is completed with an 
Endogeneity analysis, which highlights pos-
sible bias in the results and detects some un-
expected variable dependency. Those analy-
ses serve to compare what occurred, with 
what would be expectable in a competitive 
market.

6   Th e independent and the dependent variables of an econometric model are endogenous, when they don’t vary “autonomously”, i.e., when the 
disturbance of the model and the dependent variables are correlated: .
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Endesa´s and Iberdrola´s behaviour is ana-
lysed, during Spring and Summer time, be-
tween 2001 and 2004, by studying the corre-
lation between the system marginal price and 
the amount of energy supplied every hour by 
company and by technology, (every Wednes-
day from May to September the “dry season”) 
as well as by considering other external factors, 
such as the price of the fuels and the hydro-
logical factors, which can infl uence the system 
marginal price. Th e data was grouped into 
three time-of-day periods:

• Peak hours  (11h-14h ; 18h-21h).
• Half-peak hours (08h-10h; 15h-17h; 22h-

23h).
• Off -peak hours (00h-07h).
Th us, 672 observations were obtained for 

each period. Besides gathering the data by 
time-of-day periods, time factor eff ects are 
highlighted through the introduction of dum-
mies variables for each year. Th e model used is 
defi ned as follows: 

Th e main independent variables correspond 
to the amounts bid and matched by technol-
ogy, k, per hour, in MWh, contained by groups 
whose main shareholder7 is Endesa or Iber-
drola (fuel-oil/gas units, combined cycle natu-
ral gas units, steam coal units, nuclear units, 
hydro units): QEtk and QItk. Dummies vari-
ables were introduced in order to point out the 
impact of each year on the system marginal 
price: Di. Besides, these independent vari-
ables, the following external independent vari-
ables were included in the daily market: the 
monthly average oil price (Ctmoil), the average 
coal prices (Ct(m-3)coal ) and the hydrological af-
fl uences (Ht). Finally, the model includes the 
overall amount hourly matched, Qts. It matters 
to emphasize that the analysis of the variables 
correlation has been made previously and no 
correlation between independent variables has 

been found.   Because of the multicollinear-
ity, which occurred when the four dummy 
variables are in the same model, two models 
have been developed. One model contains the 
2001’s dummy variable and the remaining var-
iables except for the 2003’s dummy variable; 
the other model contains the 2003’s dummy 
variable and the remaining variables except for 
2001’s dummy variable.

First of all, the endogeneity between the inde-
pendent variables, including amounts supplied 
by technologies, and the system marginal price, 
is tested. Th e endogeneity bias was eliminated 
through the method of instrumental variables. 
Instrumental variables have been chosen, bear-
ing in mind that they have to be correlated to 
the endogeneous variables, but can’t be corre-
lated to the residuals.

When autocorrelation disturbance was de-
tected, it has been used an autoregressive error 
model with the instrumental variable method-
ology. 

Less signifi cant variables are withdrawn from 
the initial model in order to select a model, 
which better explains prices evolution, beeing 
composed by signifi cant variables. During this 
selection process and for instrumental vari-
ables determination, Sargan’s statistic (asymp-
totically distributed as �2 ) is used, as a general 
test of misspecifi cation of the models and the 
instrumental variables.

So, for each time-of-day period, the models 
are chosen, through the following steps:

1. It was used a linear regression model 
through the ordinary least square method, 
with all the dependent variables.

2. Th e endogeneity of all the independent 
variables has been tested, through the Wu-
Hausman statistic. 

3. Endogeneity problem is removed, through 
the method of instrumental variables. 

4. Functional form9, heteroscedasticity and 
residual autocorrelation were tested.

5. Whenever there’s residual autocorrelation, 
instrumental variable method with autoregres-
sive errors model is used.
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7  Th e Spanish nuclear power stations have generally got more than one owner.
8 Th is average price is 3 months lagged
9  Data’s characteristics compel to assume a linear function and prevent to assume a log function. Th is could also raise some functional form 
misspecifi cation
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6. Sargan’s statistic is used as a general test of 
misspecifi cation of the models and the instru-
mental variables.

7. Variable are withdrawn from the initial 
model, whenever t’s statistic are closed to 0. 

8. Fourth to seventh steps have been repeat-
ed, in order to select the fi nal model.

Table I presents the endogeneity analysis re-
sults (tested through the Wu-Hausman’s statis-
tic). The dependent variables that are probably 
endogenous are marked in orange colour, at 
the 10,0% level of signifi cance10. Endogenous 
variables are: the total quantities supplied (QT

t
), 

which also represent the demand; quantities 
supplied by Endesa’s fuel-oil (QE

tfuel
) and coal 

units (QE
tcoal

); the hydrological affl uences (H
t
); 

2002’s and 2004’s dummy variables (D
t2002

 and 
D

t2004
). The fact that total quantities supplied and 

quantities supplied by Endesa’s fuel-oil, which 
are peak load units, are endogenous variables 
is due to the expectable simultaneity between 
those variables and the system marginal pric-
es. Quantities supplied by Endesa’s coal units, 
which are base load units, is an endogenous 
variable probably due to expectation about the 
system marginal prices, breaking the uniform 
price market assumptions. 

2002’s and 2004’s dummy variables and the hy-
drological affl uences, which are exogenous var-
iables to the wholesale market, are endogeneous 
variables probably due to the omission of any 
factor that is correlated to those variables. 

3. Off-Peak Hours Results 

Endogeneity Analysis

10 For the purpose of decreasing typo II error
11 Th e results are the same for two initial models

TABLE I

Endogeneity analysis - Off-peak hours

Model Chosen

Th e instrumental variables used to remove 
the endogeneity problem are:

• Hourly quantities supplied by Endesa’s 
fuel-oil and coal units with a 23, 24 and 25 
hours lag.

• Total quantities supplied with a 23, 24 and 
25 hours lag.

• Hydrological affl  uences with a 36 hours 
lag.

• 2002’s and 2004’s dummy variables with a 
36 hours lag.

Table II shows the models’ main statistics 

and the tests performed11. GR2 is the equiva-
lent of R2 for the methodology of the instru-
mental variables. GR2 is equal to 0,41. At 5% 
level of signifi cance, there’s presence of hetero-
scedasticity and there’s no presence of residual 
autocorrelation. Th e model and instrumental 
variables are well specifi ed, taking into account 
the Sargan’s statistic, which has a very high 
p value: 0,994. However, there’s no variable 
which is signifi cant at 5% level of signifi cance, 
as shown in Table III. 
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Table IV presents the fi nal model that has 
been selected for off -peak hours. At 1% level 
of signifi cance, the variables which explain the 
system marginal price evolution at off -peak 
hours are: total quantities supplied (QTt); 
coal prices (Ct(m-3)coal); 2002’s dummy variable 
(Dt2002); 2004’s dummy variable (Dt2004), which 
is negatively correlated to the system marginal 
price. Although the variable, quantities sup-
plied by Iberdrola’s nuclear units (QItnuclear) is 
not statistically signifi cant, it belongs to the 
model for specifi cation purpose. 

Table V shows the main statistics and the 
tests performed of the chosen model. GR2 is 
equal to 0,38. At 5% level of signifi cance, there’s 
no presence of heteroscedasticity, neither of 
residual autocorrelation. Th e model and in-
strumental variables are well specifi ed, taking 
into account the Sargan’s statistic, which has a 
high p value: 0,888.

Th us, for off -peak hour periods, the main re-
sults are:

• Th ere aren’t quantities supplied by any kind 
of unit which signifi cantly explain the system 
marginal prices evolution.

• Overall amounts supplied are positively 
correlated to the clearing prices.

• Monthly coal prices, 3 months lagged, are 
positively correlated to the clearing prices.

• System marginal prices have presented a 
diff erent evolution in the years of 2002 and of 
2004.

• Th e majority of units supplies aren’t endog-
enous variables.

406

TABLE II

Main statistics - Initial models - Off-peak hours

TABLE III

Initial models - Off-peak hours

TABLE IV

Chosen model - Off-peak hours

TABLE V

Chosen model - Off-peak hours
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Table VI presents the endogeneity analysis 
results (tested through the Wu-Hausman’s 
statistic). All the variable are endogenous, at 
the 10,0% level of signifi cance12, except for: 
the total quantities supplied (QTt); quanti-
ties supplied by Iberdrola’s combined cycle 
natural gas units, and nuclear units (QItgn and 
QItnuclear); coal’s prices (Ct(m-3)coal); 2001’s 
and 2003’s dummy variables (Dt2001 and 
Dt2003). Th e fact that quantitities supplied 
by peak load units (fuel-oil and combined cy-
cle natural gas units) are endogenous variables 
is due to the expectable simultaneity between 
those variables and the system marginal prices. 
Th e quantities supplied by base load units are 
endogenous variables, probably due to expecta-
tion about the system marginal prices, breaking 
the uniform price market assumptions. It has 
to be highlighted that all quantities supplies by 
Endesa’s unit are endogenous variables.

2002’s and 2004’s dummy variables (Dt2002 
and Dt2004), the hydrological affl  uences (Ht) 
and coal prices (Ct(m-3)coal), which are ex-
ogenous variables to the wholesale market, 
are endogenous variables probably due to the 
omission of any factor that is correlated to 
those variables.

4. Half-Peak Hours Results
Endogeneity Analysis

12 For the purpose of decreasing typo II error
13 Th e results are the same for two initial models

TABLE VI

Model Chosen

BEHAVIOUR PATERNS AND THE ELECTRICITY MARKET DESIGN

Endogeneity analysis – Half-peak hours

Th e instrumental variables used to remove 
the endogeneity problem are:

• Hourly quantities supplied by Endesa’s fuel-
oil, combined cycle natural gas, coal, nuclear 
and hydro units with a 1, 24 and 25 hours lag.

• Hourly quantities supplied by Iberdola’s 
ful-oil, coal and hydro units with a 1, 24 and 
25 hours lag.

• Hydrological affl  uences with a 36 hours 
lag.

• Monthly average oil prices with a 36 hours 
lag.

• 2002’s and 2004’s dummy variables with a 
36 hour lag.

Table VII shows the models’ main statistics 
and the tests performed13. GR2 is equal to 
0,67, which indicate an overall good fi t of the 
model. At 1% level of signifi cance, there’s no 
presence of heteroscedasticity and there’s pres-
ence of residual autocorrelation. Th e model 
or the instrumental variables isn’t well speci-
fi ed, taking into account the Sargan’s statistic, 
which has 0 p value.
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Although, some variable are signifi cant at 2% 
level of signifi cance, as shown in Table VIII 
(QTt, QEtfuel, QEtcoal, QEtnuclear, QIthydro, Ctmoil and 
Dt2004), Sargan’s statistic oblige to change the 
models.

Table IX shows the main statistics and the 
tests performed of the chosen model. GR2 is 
still high, being equal to 0,50. At 1% level of 
signifi cance, there’s presence of residual auto-
correlation and no presence of heteroscedas-
ticity. It’s the reason why variable method with 
autoregressive errors model has been used. Ta-
ble VIII present the parameters of the autore-
gressive error specifi cation. Table VIII also 
present the Sargan’s statistic of this model, 
with a p value very close to 1: 0,996.

Table X presents the fi nal model that has been 
selected for half-peak hours. At 0,5% level of 
signifi cance, the variables which explain the 
system marginal price evolution at off -peak 
hours are: total quantities supplied (QTt); 
quantities supplied by Endesa’s fuel-oil units 
(QEtfuel), which are positively correlated to 
system marginal prices; quantities supplied 
by Endesa’s coal and nuclear units (QEtcoal, 
QEtnuclear), which are negatively correlated to 
system marginal prices, quantities supplied by 
Iberdrola’s hydro units (QIthydro); monthly aver-
age coal prices (Ct(m-3)coal); 2002’s dummy vari-
able (Dt2002); 2004’s dummy variable (Dt2004), 
which is negatively correlated to the system 
marginal price. 

Th us, for half-peak hour periods, the main re-
sults are:

• Quantities supplied by Endesa’s fuel-oil 
units explain the rises of the system marginal 
prices.

• Quantities supplied by Iberdrola’s hydro 
units and by Endesa’s coal and nuclear units 
are negatively correlated to the system mar-
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TABLE VII

 Initial models - Off-peak hours

TABLE VIII

TABLE IX

Main statistics - Initial models - Off-peak hours

Main statistics - Initial models - Off-peak hours

TABLE X

 Chosen model - Half-peak hours

Regressors

with 2001 -4.88 1.976 -2,468[0,014]

with 2003 -5.122 2.499 -2,0499[0,041]

t 0.000274 0.000955 2,8668 [0,004]

tgn 0.000337 0.000287 1,173[0,241]

tgn 0.00000397 0.000144 0,0275[0,978]

tfuel 0.000876 0.000149 5,890[0,000]

tfuel 0.000238 0.000211 1,1295[0,259]

tcoal -0.000286 0.000122 -2,346[0,019]

tcoal -0.0000683 0.000292 -0,234[0,815]

tnuclear -0.000632 0.000209 -3,032[0,003]

tnuclear -0.000285 0.000406 -0,7019[0,483]

thydro 0.000205 0.000173 1,187[0,236]

thydro -0.000244 0.0000882 -2,7636[0,006]

m 0.338 0.4867 0,695[0,487]

tmoil 0.117 0.0416 2,813[0,005]

t(m-3)coal 0.0807 0.487 0,695[0,487]

t2001 -0.245 0.705 -0,348[0,728]

t2002 with 2001 0.597 0.436 1,370[0,171]

t2002 with 2003 0.842 0.383 2,200[0,028]

t2003 0.245 0.705 0,348[0,728]

t2004 with 2001 -3,398 0.927 -3,667[0,000]

t2004 with 2003 -3.153 0.317 -9,95[0,000]
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ginal prices, explaining the decreases of the 
system marginal prices . 

• Overall amounts supplied are positively 
correlated to the clearing prices.

• Monthly coal prices, 3 months lagged, are 
positively correlated to the clearing prices.

• System marginal prices have presented a 
diff erent evolution in the years of 2002 and of 
2004.

• Except for quantities supplied by nuclear 
and combine cycle natural gas Iberdrola’s 
units, any variable related to quantities sup-
plied is an endogenous variables.

Table XI presents the endogeneity analysis re-
sults. All the variable are endogenous, at the 
10,0% level of signifi cance14, except for: the to-
tal quantities supplied (QTt); quantities sup-
plied by Iberdrola’s nuclear units (QItnuclear); 
quantities supplied by Endesa’s coal and nu-
clear units (QEtcoal and QItnuclear); hydological 
affl  uences (Ht); 2001’s and 2003’s dummy 
variables (Dt2001 and Dt2003)

15. Th e fact that 
quantities supplied by peak load units (fuel-
oil and combined cycle natural gas units) are 
endogenous variables is due to the expectable 
simultaneity between those variables and the 
system marginal prices. Quantities supplied 
by Endesa’ coal units (QEtcoal) is the only vari-
able related to a base load unit, which is en-
dogenous.

2002’s and 2004’s dummy variables (Dt2002 and 
Dt2004), the hydrological affl  uences (Ht), coal 
and fuel-oil prices (Ct(m-3)coal and Ctmoil), which 
are exogenous variables to the wholesale mar-
ket, are endogenous variables probably due to 
the omission of any factor that is correlated to 
those variables. 

14  For the purpose of decreasing typo II error
15 2004’s dummy variable is endogenous only in one model, that one with 2001’s dummy variable.
16 Th e results are the same for two initial models

TABLE XI

BEHAVIOUR PATERNS AND THE ELECTRICITY MARKET DESIGN

Endogeneity analysis – Peak hours

5. Peak Hours Results

Endogeneity Analysis

Model Chosen

Th e instrumental variables used to remove the 
endogeneity problem are:

• Hourly quantities supplied by Endesa’s 
fuel-oil, combined cycle natural gas, and hydro 
units with a 23, 24 and 25 hours lag.

• Hourly quantities supplied by Iberdola’s 
fuel-oil, combined cycle natural gas, coal and 
hydro units with a 23, 24 and 25 hours lag.

• Hydrological affl  uences with a 36 hours 
lag.

• Monthly average oil and coal prices with a 
36 hours lag.

• 2002’s and 2004’s dummy variables with a 
36 hour lag.
Table XII shows the models’ main statistics 
and the tests performed16. GR2 is equal to 0,37. 
At 1% level of signifi cance, there’s no presence 
of heteroscedasticity and there’s presence of 
residual autocorrelation. Th e model or the in-
strumental variables is reasonably well speci-
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fi ed, taking into account the Sargan’s statistic, 
which has 0,72 p value.

Few variables are signifi cant at 2% level of sig-
nifi cance, as shown in Table XIII (QIthydro, Ct(m-

3)coal) and Sargan’s statistic isn’t enough high, 
consequently the initial models have been 
changed.

Table XIV shows the main statistics and the 
tests performed of the chosen model. GR2 is 
low, being equal to 0,10. At 1% level of sig-

nificance, there’s presence of residual auto-
correlation and no presence of heteroscedas-
ticity. It’s the reason why variable method 
with autoregressive errors model has been 
used. Table XIII present the parameters of 
the autoregressive error specification. Table 
XIII also present the Sargan’s statistic of 
this model, with a very high p value: 0,942.

Table XV presents the final model that has 
been selected for Peak hours. At 1% level of 
significance, the variables which explain the 
system marginal price evolution at off-peak 
hours are: quantities supplied by Endesa’s 
fuel-oil and hydro units (QEtfuel and 
QEthydro); quantities supplied by Iberdrola’s 
combined cycle natural gas units and fuel-
oil units (QItfuel and QItgn); monthly average 
oil prices (Ctmoill); 2004’s dummy variable 
(Dt2004), which is negatively correlated to 
the system marginal price. 
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TABLE XII

TABLE XIV

Main statistics - Initial models - Peak hours

TABLE XIII

Main statistics - Chosen Model - Peak hours

TABLE XV

Chosen Model - Peak hours

Regressors

with 2001 -1,976[0,049]

with 2003 -1,908[0,057]

t 0,969 [0,333]

tgn 0,306[0,760]

tgn -0,248[0,804]

tfuel 1,170[0,242]

tfuel 0,376[0,707]

tcoal -0,869[0,385]

tcoal -0,654[0,513]

tnuclear -0,189[0,852]

tnuclear -0,496[0,620]

thydro 0.000501 0.000467 1,073[0,284]

thydro -0.000602 -2,215[0,027]

m 1.256 1,645[0,100]

tmoil 0.254 0.0841 3,016[0,003]

t(m-3)coal 0.0605 0.0768 0,788[0,431]

t2001 -1.209 1.044 -1,158[0,247]

t2002 with 2001 0.323 0.696 0,464[0,643]

t2002 with 2003 1.532 0.837 1,830[0,247]

t2003 1.209 1.044 1,158[0,247]

t2004 with 2001 -4.06 2.024 -2,006[0,045]

t2004 with 2003 -2.851 1.314 -2,169[0,030]
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Th us, for Peak hour periods, the main results 
are:

• Overall amounts supplied, i.e, demand, 
doesn’t explain system marginal prices evolu-
tion..

• Quantities supplied by Iberdrola’s peak 
load units (fuel-oil and combined cycle natu-
ral gas) explain the rises of the system mar-
ginal prices, as well as quantities supplied by 
Endesa’s fuel oil and hydro units. 

• Monthly oil prices are positively correlated 
to the clearing prices.

• Just like in the other periods, 2004 is a 
factor of the system marginal decrease.

• Except for quantities supplied by by 
Endesa’ coal units (QEtcoal), no variable related 
to a base load unit is endogenous.

Th e results point out that the 2004 year, per si, 
infl uenced the system marginal prices decrease 
in every period of the day, notwithstand-
ing the fuels evolution. However, the present 
study can’t confi rm Iberdrola’s accusation, only 
2004’s particularities.
Whether any collusion existed until 2004, 
this year may have been the collusion break-
ing.
Analysing in detail each period of the day, 
few factors infl uence the prices at off -peak 
hours. Demand and the monthly average coal 
prices are the two main factors which infl u-
ence system marginal prices at off -peak hours. 
Quantities supplied by technology have not a 
signifi cant infl uence on system marginal prices 
at this period of the day.  Th ose results are 
expectable taking into account bids stability, 
which characterizes off -peak hours.
At half-peak hours a great number of factors 
explain prices evolution. Th e demand, the 
quantities supplied by Endesa’s fuel-oil units 
infl uence prices rise, while quantities supplied 
by Endesa’s nuclear and coal units, as well as 

Iberdrola’s hydro units explain prices decrease. 
Th us, for this period, results are expectable 
too:  

• Units owned by Endesa, the major of these 
two producers, have a great infl uence on price 
evolution.

• Demand has a signifi cant infl uence on pric-
es increase.

• Th e most expensive units, fuel-oil units, 
infl uence the system marginal prices increase, 
the “cheapest” units, i.e., base load units, infl u-
ence the system marginal prices decrease. 
At peak hours, some results are more sur-
prising. Th e most expensive units determine 
system marginal prices increases, what is ex-
pectable, however demand isn’t a signifi cant 
variable for the system marginal price deter-
mination. Th ere are clearly signs of anti-com-
petitive behaviours, regarding that prices are 
determined independently of the demand. At 
peak hours, demand is almost inelastic, so pro-
ducers can manipulate the market prices eas-
ily. It’s important to point out that Iberdrola’s 
have a major role at peak hours (more than 
in the others period), since quantities sup-
plied by combine cycle natural gas and fuel-oil 
Iberdrola’s units are variables which belong to 
the chosen model.
Finally, endogeneity analysis shows that one 
of the main inconvenient of the uniform price 
market is related to the producers expectation 
about the market clearing prices, which can 
generate distortions, because it breaks the link 
between energy bids and production costs.
Regarding to the results, this “indirect” ap-
proach may be a major contribute to analyse 
agents’ behaviour in markets similar to whole-
sale electricity markets. In situations such as 
this, where there’s a great lack of information, 
this methodology can be useful to monitor 
anti-competitive behaviours, namely when 
neither production costs are known in detail, 
by outside players, nor prices bids.

BEHAVIOUR PATERNS AND THE ELECTRICITY MARKET DESIGN

6 Conclusions
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Este texto é um resumo de um documento reali-
zado em Setembro de 2005. Esse documento teve 
como objectivo enquadrar a base de trabalho para 
a determinação do custo de capital das empresas 
reguladas do sector eléctrico, indo ao encontro do 
sugerido no Parecer do Conselho Tarifário, de 15 
de Novembro de 2004. Para o efeito, identifi ca 
e analisa os principais factores subjacentes ao 
processo de tomada de decisão dos investidores, 
bem como apresenta metodologias alternativas de 
cálculo do custo de capital, integrando-as no con-
texto regulatório.
Em economias caracterizadas pela existência de 
recursos escassos, importa que o capital investido 
seja remunerado de uma forma economicamente 
efi ciente, isto é, que a remuneração do capital e o 
seu custo de oportunidade coincidam.
Retomando uma defi nição conhecida: o custo de 
capital é a taxa de remuneração mínima neces-
sária para atrair fundos para um determinado 
investimento. O interesse desta defi nição decorre 
de sublinhar um dos pontos chaves da correcta re-
muneração do capital: o facto dela permitir atrair 
e manter o capital (entendido como investimento 
dos accionistas) necessário para o bom desempe-
nho das actividades. A percepção dos agentes de 
mercado do custo de capital de uma actividade 
regulada e a remuneração do seu activo devem 
então coincidir, por forma a que a actividade rete-
nha os recursos fi nanceiros necessários.
Neste quadro, o presente documento apresenta o 
principal conceito subjacente ao custo de capital, 
o risco. Nesta apresentação, sublinha-se que a 
avaliação feita pelo investidor do risco dependerá 
de investidor para investidor. Contudo, a uma 

maior incerteza associada ao risco, a grande 
generalidade dos investidores pretenderá uma 
maior remuneração do seu investimento como 
contrapartida. A remuneração pretendida pelo 
investidor dependerá em larga medida das al-
ternativas de investimento existente. Neste 
âmbito, a teoria da carteira efi ciente é apre-
sentada, neste documento, como elemento da 
tomada de decisão dos investidores face às múl-
tiplas possibilidades que oferecem o mercado de 
capitais. Contudo, na eventualidade das activi-
dades reguladas não serem cotadas em bolsa, as 
metodologias de determinação do custo de capital 
baseadas na teoria da carteira efi ciente, obrigam 
a que se recorra a um conjunto de adaptações e de 
pressupostos discutíveis. Neste sentido, apresen-
tam-se procedimentos alternativos. Em concreto 
discutem-se formas alternativas de estabelecer a 
comparação entre remuneração esperada e risco 
recorrendo ao conceito de equivalente certo. Esta 
metodologia também tem as suas limitações, que 
são igualmente identifi cadas e discutidas.
Importa sublinhar que o presente trabalho visa 
apresentar metodologias de cálculo do custo de 
capital. A problemática da relação entra o meio 
socio-económico em que labora as empresas e o 
custo de capital que daí decorrerá sai do seu âm-
bito. 

Como é sabido, o activo, líquido das amorti-
zações, das actividades reguladas pela ERSE é 
remunerado a uma taxa que se pretende deva 
corresponder ao valor que os agentes econó-
micos atribuam à melhor alternativa a essa de-

REFLEXÃO SOBRE O CÁLCULO DO CUSTO DE CAPITAL 
PARA AS EMPRESAS REGULADAS
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cisão de aplicação destes recursos. Esta taxa é 
chamada de custo de capital. 
Este objectivo garante, por um lado, que não 
haja transferência de recursos para outros sec-
tores da economia, com as consequências ne-
gativas na qualidade do serviço prestado bem 
como no equilíbrio económico-fi nanceiro das 
empresas e, por outro lado, que as actividades 
não sejam remuneradas em excesso, em preju-
ízo de outros sectores da economia, nomeada-
mente dos consumidores.
O documento procura, dentro do quadro tra-
dicional, e comummente aplicado, da determi-
nação do custo de capital baseada no CAPM, 
discutir com cuidado uma alternativa que seja 
empiricamente viável, por um lado, e, por outro 
lado, procura ir mais além no tratamento da 
interacção da actividade de regulação e sua in-
fl uência sobre o risco da empresa, mesmo con-
siderando o quadro conceptual do CAPM.

Antes de defi nir risco há que, previamente, 
efectuar algumas considerações acerca dos 
objectivos subjacentes às acções dos agentes 
económicos e mais particularmente dos inves-
tidores, sendo esta óptica que importa defi nir 
no contexto do actual trabalho.
A teoria económica considera um agente como 
sendo racional quando, num ambiente de re-
cursos escassos, como o que caracteriza as nos-
sas economias, realiza uma escolha lógica entre 
uma variedade de possibilidades, renunciando 
conscientemente a determinados recursos para 
obter outros, de modo a maximizar a sua uti-
lidade. 
Vários estudos mostram que as empresas se 
comportam, geralmente, de forma a maximi-
zarem o lucro a longo prazo. A existência de 
mercados de capitais, nos quais a evolução 
da cotação das acções refl ecte o entendimen-
to que os investidores nesses mercados fazem 
do potencial de criação de riqueza da empresa 
cotada, conduz ao alinhamento dos objectivos 
inerentes à gestão das empresas com a maximi-

zação dos lucros destas.2

Será, então, no contexto dos vários objectivos 
defi nidos por si que um potencial investidor 
decidirá, ou não, investir, após a prévia aná-
lise do risco associado a esse investimento. 
Registe-se, contudo, que mesmo quando têm 
objectivos semelhantes, os investidores podem, 
consoante o seu perfi l, reagir de forma diferen-
te perante o risco. 

Mas, o que se entende então por risco? Nas 
várias defi nições de risco existentes está sem-
pre presente o conceito de incerteza. O risco 
inerente a qualquer acontecimento signifi ca o 
grau de incerteza que um agente económico 
tem perante tal acontecimento pelo facto de 
não conseguir prever antecipadamente com 
precisão qual o resultado dessa ocorrência.
O grau de incerteza de um investimento de-
pende essencialmente:

• Da natureza do investimento (tipo de pro-
duto ou serviço, que se quer produzir ou for-
necer; ou tipo de aplicação fi nanceira).

• Da organização do mercado em que se in-
sere.

Após a análise prévia de diferentes investimen-
tos, um agente económico decidirá em qual de-
les investir, tendo em conta três factores:
1. As suas preferências, nomeadamente o seu 
grau de aversão ao risco.
2. O conjunto de oportunidades de escolha.
3. O custo de oportunidade da decisão tomada. 
As preferências de um indivíduo, em situações 
com risco, são dadas pela sua função utilidade3 
do seguinte modo:

, 

sendo, U(x) a função utilidade esperada do in-
divíduo; ax1,...,axn os diferentes acontecimentos4 
possíveis; P1, ….Pn, as respectivas probabili-
dades destes acontecimentos surgirem; c1,..,cn 
as circunstâncias em que estes acontecimentos 
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1 Defi nição de Risco de Investimento

2 Deste modo, numerando a problemática do “agente-principal” que decorre dos accionistas, proprietários, e dos gestores, que controlam, terem objectivos 
contraditórios (podendo, por exemplo, os primeiros preferir o aumento dos lucros e os últimos a diminuição do risco).
3 Uma função utilidade é uma função que ordena as preferências dos indivíduos por bens ou serviços. Se associarmos a esta ordenação quantidades de 
cada bens ou serviços, podemos obter várias funções utilidades cardinais. Esta característica é necessária para se poder calcular o valor esperado.
4No caso presente, entende-se por acontecimentos, ocorrências que podem ser mensuráveis, nomeadamente em termos monetários.

1.1 Tomadas de Decisões do Investidor

1.2 O que é o Risco?

1.3 Determinantes das Escolhas dos Investidores 
perante o risco
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se verifi cam e ( )av  a função de utilidade de-
fi nida sobre os acontecimentos (por exemplo, 
consumo).
A função utilidade dos indivíduos dependerá, 
entre outros aspectos, da sua maior ou menor 
aversão ao risco, que como se referiu é uma ca-
racterística das preferências individuais.
Uma pessoa será avessa ao risco se preferir os 
eventos certos a qualquer expectativa arriscada 
para a qual a esperança matemática é igual a 
essa certeza. 
A escolha racional entre várias opções por 
parte de um investidor tem um custo, deno-
minado de custo de oportunidade. O custo de 
oportunidade de uma decisão de um agente 
económico corresponde ao valor que ele atri-
bui à melhor alternativa a essa decisão, a que 
foi obrigado a renunciar, por força da opção 
tomada. 
Admite-se normalmente que a generalidade 
dos investidores são avessos ao risco. Interessa, 
por isso, analisar com mais profundidade o 
comportamento desses investidores. Imagine-
se uma situação simples em que dois investi-
dores, 1 e 2, com graus diferentes de aversão 
ao risco têm duas opções para aplicar os seus 
recursos: aplicá-los num activo sem qualquer 
risco, obtendo após o período 1, um rendi-
mento rf ou aplicá-los num bilhete de lota-
ria, com a probabilidade P, de obter um ren-
dimento rL e com a probabilidade (1-P) de 
perderem a sua aplicação -rL(1-P). Assim, ao 
bilhete de lotaria estarão associados os seguin-
tes rendimentos e respectivas probabilidades: 

        .

A relação entre os diferentes retornos possíveis 
é a seguinte: rL(p)>rf.>-rL(1-P)
Registe-se que quanto maior a probabilidade 
associada ao rendimento da aplicação dos in-
vestidores no bilhete de lotaria se aproximar 
de 1, mais eles preferirão aplicar os seus recur-
sos no bilhete de lotaria em lugar de aplicá-los 
no activo sem risco, tendo em conta que as 
probabilidades de eles terem perdas aproxi-

mar-se-ão de 0. 
Os diferentes graus de aversão ao risco dos 
investidores concretizam-se numa valorização 
diferente do risco por parte do investidor 1 e 
do investidor 2, isto é, concretizam-se em dife-
rentes prémios de risco. A diferença entre o re-
torno esperado e o prémio de risco correspon-
de ao equivalente certo. O equivalente certo de 
um investimento é o retorno mínimo espera-
do, necessário para que um investidor troque 
uma aplicação num activo sem risco, numa 
aplicação num activo com risco. Considere-se 
uma variável aleatória x, que corresponde ao 
rendimento de um investimento, com valor es-
perado positivo e líquido do valor inicial do in-
vestimento, sendo f(X) a respectiva densidade, 
o equivalente certo é defi nido por5:

,

sendo w a riqueza do investidor e Ec o equiva-
lente certo. Comprova-se, como se verá mais 
adiante, que o equivalente certo de um investi-
mento pode ser aproximado por6:

, 

sendo E(x) o valor esperado do rendimento do 
investimento x; y, o grau absoluto de aversão ao 
risco e σ 2

x� , a variância associada à variável x.
A variância é uma medida do risco e o grau ab-
soluto de aversão ao risco é a medida do custo 
deste risco para o investidor. Assim, um inves-
tidor que contemple isoladamente o investi-
mento nesse projecto apenas decidirá realizá-
lo, se Ec>0.
Quando um investidor tem mais do que uma 
opção de investimento a sua abordagem será 
diferente, nomeadamente se tiver a possibili-
dade de investir num activo sem risco. Como 
se verá no decorrer do presente trabalho, di-
versifi car os investimentos permite diminuir o 
risco. Quando o investidor tem possibilidades 
de diversifi car, o prémio de risco será menor. 
Logo, o valor do equivalente certo de um in-
vestimento sob hipótese de que é o único acti-

5 Em termos matemáticos, a passagem da função utilidade probabilística, válida em qualquer situação, para outros estimadores estatísticos 
dessa distribuição, E(x) e σ, (sendo E(x) o rendimento esperado e σ, o desvio padrão do rendimento, isto é, a medida do seu risco) levanta al-
guns problemas, nomeadamente quanto à possibilidade de perda de alguma informação. Esta aproximação é feita recorrendo a séries de Taylor: 

. No caso presente, aplica-se a aproximação de Arrow-Pratt.
6 A aproximação é exacta no caso denominado de utilidade com grau de aversão absoluta ao risco constante e distribuição normal da variável aleatória.
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vo com risco relevante é um limite inferior ao 
equivalente certo em contexto de diversifi cação 
de aplicações.
Contudo, em muitos casos um investidor en-
frenta duas hipóteses: aplicar os seus recursos 
num activo em particular com risco ou aplicar 
os seus recursos num activo sem risco. Nesses 
casos, resta ao investidor avesso ao risco anali-
sar o risco do investimento e decidir, em con-
sonância, qual a proporção dos seus recursos 
que ele quererá aplicar no activo com risco e 
qual a proporção que ele quererá aplicar no 
activo sem risco. Assim, o investidor decidirá 
aplicar uma determinada proporção, α, dos 
seus recursos no investimento com risco, es-
perando obter em troca uma determinada re-
muneração. O objectivo do presente trabalho 
é, precisamente, enquadrar a determinação da 
remuneração a “oferecer” ao investidor para que 
ele aplique esta proporção, α, dos seus recursos 
na empresa regulada. O desenvolvimento dos 
conceitos apresentados neste capítulo e a asso-
ciação destes aos casos das empresas reguladas 
serão realizados nos capítulos que se seguem.

Ao analisar o custo de oportunidade decor-
rente da aplicação da proporção α dos seus 
recursos num investimento, comparando esse 
investimento com outras alternativas, o inves-
tidor terá em conta o nível de risco e o prazo 
da aplicação. O primeiro factor de escolha foi 
apresentado no ponto anterior para o caso ex-
tremo em que um investidor apenas tem como 
alternativas de aplicação os investimentos num 
activo com risco e num activo sem risco. O 
segundo factor decorre do custo de oportu-
nidade que o investidor associa ao horizonte 
temporal a partir do qual ele pode consumir os 
seus recursos.
Os mercados de capitais fornecem aos investi-
dores uma gama alargada de oportunidades de 
aplicação dos seus recursos, que extravasam a 
simples escolha entre aplicar num activo com 

risco ou num activo sem risco. O investidor 
integrado “numa economia moderna”, com um 
mercado de capitais efi ciente, comparará as re-
ceitas líquidas esperadas no presente para este 
investimento, com:
1. A aplicação destes recursos em investimen-
tos com um nível de risco equivalente no mer-
cado de capitais.
2. A aplicação destes recursos em investimen-
tos com um nível de risco diferente no merca-
do de capitais.
3. A aplicação desses recursos em títulos sem 
risco.
4. O recurso a um empréstimo bancário de 
modo a efectuar esse investimento, utilizando 
os seus recursos noutro tipo de aplicação, com 
prazos diferentes de retorno.
5. A utilização imediata dos seus recursos para 
consumo.

Neste ponto, apresentam-se as consequências, 
em termos de risco, de um investidor aplicar 
os seus recursos em dois activos com risco, e 
não apenas num único activo com risco. O ar-
gumento é extensível a um número arbitrário 
de activos.
Considere-se um caso em que um investidor 
tem a possibilidade de investir em dois activos 
com risco. Por uma questão de simplifi cação, o 
retorno do investimento nesses activos provém 
da evolução dos seus preços. 
A medida do risco da carteira de um conjunto 
de activos com risco é dada pela variância dos 
seus rendimentos, Vc, do seguinte modo:
     , 

sendo xI o peso do activo i na carteira, e σi, 
respectivamente, a variância da rendibilidade 
deste activo, quando i=j , e a covariância dessa 
rendibilidade, quando i≠j. 
Considere-se então os seguintes elementos:
• Activos com risco, 1 e 2.
• Duas carteiras de títulos, uma constituída 
pelos activos com risco 1 e 2, Vc12, e outra car-
teira constituída por dois activos 1, Vc11.
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• x1 e x2 , o peso dos activos 1 e 2 nas carteiras, 
respectivamente.
• , o desvio-padrão do preço do activo 1 e 

 , o desvio-padrão do preço do activo 2.
• , a covariância de x1 e x2.
• , a correlação de x1 e x2.
A variância da carteira constituída pelos acti-
vos 1 e 2, Vc12 , é dada por:

sendo
 

Prova-se facilmente que o investimento em 
activos com correlações nulas ou imperfeitas 
diminui sempre o risco da carteira. 
Tendo-se estabelecido que as oportunidades 
de diversifi cação de risco permitem ao inves-
tidor, para um mesmo valor esperado, alcançar 
um menor risco investindo em activos distin-
tos, importa agora analisar como o pode fazer 
de forma óptima. 

Antes de apresentar a teoria da carteira efi -
ciente, relembra-se que a presente análise diz 
respeito ao caso geral, mais comum, de um 
investidor avesso ao risco que pretende au-
mentar os seus rendimentos. Este investidor 
comportar-se-á de uma forma racional, isto é, 
tendo em conta o seu grau de aversão ao risco 
e os seus objectivos. As duas variáveis que ele 
terá de conjugar são os rendimentos esperados, 
medidos pela média da distribuição probabi-
lística dos rendimentos da carteira de activos, 
μ,e o risco, medido pelo desvio-padrão da dis-
tribuição probabilística dos rendimentos da 
carteira de activos, σ.
Em suma, o investidor pretenderá maximizar 
o seu retorno, para um determinado nível de 
risco, tendo em conta as suas limitações de re-
cursos, isto é, as suas restrições orçamentais. 
Se esta problemática for extrapolada para um 
mercado, no qual os investidores podem optar 
entre aplicar os seus recursos num activo sem 
risco ou num activo com risco, traduzir-se-á na 

relação em termos marginais entre o retorno 
esperado de um activo, medido por μ, e o risco, 
medido por σ, o desvio-padrão deste retorno. 
Esta relação é o declive da recta das restrições 
orçamentais dos investidores, que para dois ac-
tivos, 1 e 2, com e sem risco, respectivamente, 
corresponderá a:

, 
sendo μ1 a média do rendimento esperado do 
activo 1; R2 a rendibilidade do activo 2, AP1  o 
preço do activo 2 e σ1 o desvio padrão do ren-
dimento do activo 1.
Esta relação é chamada de preço de redução 
do risco, por ser comum a todos os investido-
res no mercado independentemente das suas 
preferências.7 Decorre das oportunidades de 
diversifi cação proporcionadas pela existência 
de diferentes activos que não estejam perfeita-
mente correlacionados entre si. 

É no quadro explicativo anterior que se aplica a 
teoria da carteira efi ciente. A carteira efi ciente 
corresponde ao conjunto de activos com risco 
cotados num mercado de capitais, de tal modo 
que maximizem o retorno de um investidor 
para um determinado nível de risco.
A teoria da carteira efi ciente tem subjacentes 
os seguintes princípios:
1. Os investidores são avessos ao risco8.
2. O mercado fi nanceiro é um mercado perfei-
to, que se encontra em equilíbrio.
3. Aplica-se o teorema do fundo misto.
O primeiro pressuposto já foi apresentado an-
teriormente.
O pressuposto de que o mercado fi nanceiro é 
um mercado perfeito requer a verifi cação de 
um conjunto de condições (número elevado de 
agentes de mercado, divulgação de informação, 
ão há barreiras á entrada, etc.)
É geralmente aceite que os mercados se apro-
ximam de mercados perfeitos, nomeadamen-
te devido à conjugação da competição entre 
investidores e da rápida divulgação da infor-
mação cada vez mais característica das nos-

7 Corresponde a um preço conhecido dos agentes, que eles devem pagar para diminuir o seu nível de risco.
8 Embora com diferentes graus de aversão ao risco e de preferências, são avessos ao risco porque para níveis de risco maiores, exigem maiores rendimentos.
9  Ver capítulo 13 de Brealey e Myers, “Princípios de Finanças Empresariais” McGraw-Hill 1998

2.1.2. Variáveis em jogo: Risco e Rendimento

2.1.3. Carteira Efi ciente
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sas economias9. Mesmo o pequeno e recente 
mercado fi nanceiro português pode ser consi-
derado como tal. O mercado de capitais por-
tuguês está integrado na Euronext, um maior 
mercado com muita liquidez, isto é, com um 
número sufi cientemente elevado de agentes 
económicos para haver concorrência e divulga-
ção de informação. Assim, as duas primeiras, 
e principais, condições referidas para se consi-
derar um mercado de capitais como sendo um 
mercado de capitais perfeito são características 
dos actuais mercados de capitais.
O teorema do fundo misto implica que em 
equilíbrio todos os agentes económicos espe-
ram a mesma relação entre o risco do activo e o 
seu retorno. Logo, o preço de redução do risco 
é o mesmo para todos os agentes10. Contudo, 
os agentes económicos repartirão o seu inves-
timento entre activo sem risco e activos com 
risco, tendo em conta o seu grau de aversão ao 
risco. 
Os princípios da aversão ao risco e o teorema 
do fundo misto são dois princípios extrema-
mente importantes por estes princípios esta-
rem na base dos modelos lineares de determi-
nação do custo de capital, como, por exemplo, 
o CAPM.

Como já foi referido, os benefícios da diver-
sifi cação na diminuição do risco verifi cam-se 
quando existe uma correlação imperfeita entre 
as variâncias de activos com risco. 
Assim, Brealey e Myers11 mostram que se ti-
vermos em consideração carteiras onde o in-
vestimento é igual para todas as acções, a vari-
ância da carteira, Vc, será igual a:

Vc= 
n

1
X variância + X covariância.

Logo, com o aumento do número das acções 
n, a variância da carteira aproxima-se da cova-
riância média. Contudo, a covarância média, 
embora baixa, é diferente de zero, impedindo 

que a diversifi cação anule todo o risco. Restará 
sempre o risco de mercado ou risco sistemático, 
conceito que será desenvolvido mais adiante.

Tendo em conta a teoria da carteira efi ciente, 
um investidor com acesso a um mercado de ca-
pitais terá um conjunto de oportunidades de 
investimento muito importante.
Como se viu, as possibilidades de diversifi ca-
ção geram uma fronteira não dominada de in-
vestimentos em activos com risco, sendo que 
a existência de um activo sem risco permitirá 
ao investidor defi nir um conjunto de oportu-
nidades de investimento de uma forma linear. 
Esta defi nição passa pelo cálculo da média e 
da variância desta situação. Esta característi-
ca permitirá defi nir a taxa de remuneração 
que é expectável num activo que pertença 
a essa carteira eficiente. Será essa a remu-
neração que o investidor estará disposto 
a pagar para que esse activo seja incluído, 
em equilíbrio, na carteira eficiente. Sendo a 
remuneração da carteira eficiente integral-
mente definida sem recurso às preferências 
do investidor, também a remuneração do 
activo, em equilíbrio, será independente 
dessas preferências. 

De uma forma muito genérica este modelo 
sustenta que um investidor, possuidor de 
um activo sem risco e de uma carteira efi-
ciente de activos com risco, isto é, de acções, 
decidirá ou não investir numa determinada 
acção após a análise do impacte marginal 
desse activo para o risco da carteira. No 
contexto de possibilidade de diversificação, 
que caracteriza o CAPM, entende-se risco, 
como sendo o risco sistemático.
O impacte marginal da acção, i, no risco da 
carteira é medido por uma variável, o beta, 
do seguinte modo:
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10 Ver p79 J.Hirshleifer e J.G. Riley, “Th e Analytics of Uncertainty and Information”, Cambridge University press, 1992
11 Brealey e Myers, “Princípios de Finanças Empresariais” McGraw-Hill 1998
12  Embora ainda não tenha sido referido expressamente, carteira de acções do mercado e carteira efi ciente são equivalentes (assumindo-se que o mercado 

é perfeito e considerando-se os benefícios da diversifi cação).

2.1.4. Diversifi cação num mercado de capitais: 
o risco sistemático e o risco específi co

2.2 CAPM

2.2.1. Interpretação do Modelo
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sendo, , o beta do activo i; ,a co-va-
riância entre a rendibilidade da acção i e a 
rendibilidade do mercado e , a variância 
da rendibilidade do mercado.
A rendibilidade esperada do activo com 
risco varia de uma forma linear entre a taxa 
de juro sem risco e a rendibilidade do merca-
do, tendo em conta o contributo marginal do 
activo para o risco da carteira12, isto é, o seu 
beta. Assim:

 

Isto é, a rendibilidade da acção acima da taxa 
de juro sem risco  será proporcio-
nal à rendibilidade do mercado acima da taxa 
de juro sem risco , na medida 
do seu contributo marginal para o risco da car-
teira, o seu beta, 

De acordo com o CAPM, depois de criada 
a carteira efi ciente, entre duas situações de 
equilíbrio, cada investidor poderá adquirir o 
montante que pretender de cada activo com 
base nas suas preferências. Ao mercado de ca-
pitais estará associado um preço de risco, isto 
é, um compromisso entre o risco e o retorno. 
Contudo, a cada carteira efi ciente está asso-
ciado um conjunto de investidores relevantes. 
Consequentemente, quando um investidor 
relevante puder investir fora do mercado de 
capitais nacional, a carteira efi ciente e o pre-
ço do risco também será diferente, devendo-se 
defi nir quanto o preço do risco se alterará, face 
ao alargamento do conjunto de activos que o 
investidor relevante pode adquirir, quando de-
fi ne o seu conjunto de oportunidades de esco-
lha.
Importa assim encontrar formas alternativas à 
teoria da carteira efi ciente ou a outras teorias 
que também deduzem a rendibilidade de um 
activo a partir do comportamento padrão de 
um investidor padrão13. No ponto seguinte, 

será apresentada uma alternativa aos modelos 
decorrentes da teoria da carteira efi ciente14, já 
abordada: o equivalente certo.

O método do equivalente certo é um método 
alternativo ao método do CAPM de valoriza-
ção de activos com risco, do ponto de vista de 
um investidor individual. Esse método tem a 
vantagem de poder ser aplicado fora do âmbito 
de um mercado de capitais efi ciente e não se 
basear em qualquer pressuposto restritivo, per-
mitindo a análise em particular de cada situa-
ção. Contudo, como se verá, este método torna 
difícil a análise em particular de situações em 
que os activos não estejam perfeitamente cor-
relacionados, isto é, cujo risco diminua devido 
à diversifi cação.
Antes de se analisar este método, apresentar-
se-á novamente o prémio de risco, desta vez de 
uma forma mais aprofundada.

O posicionamento de cada investidor face ao 
risco corresponde ao perfi l psicológico de cada 
um. Aceitando que a generalidade dos inves-
tidores são avessos ao risco, sendo economi-
camente racionais, cada investidor terá um 
grau de aversão ao risco diferente. Como já 
foi referido, o grau de aversão ao risco de cada 
agente económico é uma variável importante 
na defi nição da sua função utilidade, sendo um 
factor que condiciona a tomada de decisão do 
investidor, aquando da escolha entre vários in-
vestimentos com graus diferentes de risco e de 
rendibilidade esperadas.
Assim, cada investidor avesso ao risco “atribui 
um valor” à supressão desse risco, isto é, o seu 
prémio de risco, conceito já referido anterior-
mente.
O prémio de risco associado a uma remune-
ração incerta, r~ , é o montante de receitas que 
um indivíduo desiste de obter, b, de modo a 
receber a remuneração esperada, r~ , com cer-
teza. 

2.3.1 Prémio de Risco2.2.2. Aplicabilidade do Modelo CAPM

2.3 Equivalente Certo

13 Nomeadamente os modelo que consideram também o consumo.
14 Registe-se que existem outros modelos para além do que serão apresentado que não dependem da teoria da carteira efi ciente, mas não se têm até à data 
mostrado um alternativa válida porque lhes faltam sustentação teórica. Por exemplo, o APM baseia-se na presunção de que todo o investimento tem de 
ter uma contrapartida fi nanceira que dependerá de múltiplos factores externos, variáveis consoante o investimento, não apresenta um quadro teórico que 
sustenta a determinação destes factores para diferentes activos.
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Isto é:
, tendo em conta { } rrE =~ ,

sendo v, a função de utilidade defi nida sobre os 
acontecimentos; b as receitas que o indivíduo 
desiste de obter e r , as receitas esperadas.
O prémio de risco varia de investidor para in-
vestidor, na medida em que depende das prefe-
rências de cada indivíduo. Contudo, o prémio 
de risco e o nível de riqueza de cada indivíduo 
estarão relacionados. Considere-se a situação 
em que um investidor tem a seguinte função 
utilidade:

,

sendo ax1, ax2 diferentes acontecimentos pos-
síveis; P1, P2, as respectivas probabilidades 
destes acontecimentos surgirem; c1,c2 , as cir-
cunstâncias em que estes acontecimentos se 
verifi cam e ( )av a função de utilidade defi nida 
sobre o nível de consumo. 
Assume-se que se quanto maior ax1 ou ax2, 
maior o nível de consumo e deste modo maior 
o limite orçamental do investidor. 
A aversão ao risco varia com o nível de ren-
dimento. Se este variar apenas com um dos 
acontecimentos, ax1 ou ax2, a medida da aver-
são ao risco é defi nida em termos relativos, se 
o prémio de risco variar com os dois aconte-
cimentos em simultâneo o prémio de risco é 
defi nido em termos absolutos.
A medida do prémio de risco em termos ab-
solutos, é:

, caso A(a) cresça, decresça ou se 
mantiver constante com o nível de rendimento, 
o investidor terá uma aversão ao risco absoluta 
crescente, decrescente ou constante, respecti-
vamente, com o nível de rendimento.
A medida do prémio de risco em termos rela-
tivos, é:

, caso R(a) cresça, decresça 
ou se mantiver constante com o nível de rendi-
mento, o investidor terá uma aversão ao risco 
relativa crescente, decrescente ou constante, 
com o nível de rendimento.

Assim, evidências empíricas apontam para o 
facto do prémio de risco absoluto decrescer 
com o nível de riqueza15, contudo em termos 
relativos, o prémio de risco deverá aumentar 
com o nível de rendimento16. 
Até à data a versão mais popular de determi-
nação do prémio de risco é a de Pratt17. Nesta 
versão, realiza-se uma aproximação aos verda-
deiros valores das funções envolvidas de que 
resulta uma relação linear entre a aversão ao 
risco e o prémio de risco. Assim, o prémio de 
risco b será dado pela seguinte expressão:

, (1)

sendo o grau absoluto de aversão ao risco do 
indivíduo e 2

~r  a variância das rendibilidades 
esperadas.
Contudo, recentemente, trabalhos empíricos 
sugerem que não existe uma relação linear 
entre a aversão ao risco e o prémio de risco, 
sendo que este cresce de uma forma mais do 
que proporcional ao crescimento do prémio de 
risco. Assim, segundo Eisenhauer18 o prémio 
de risco, b, será dado por:

 (2)

Na análise da viabilidade económica de um 
determinado investimento, os cash fl ows espe-
rados são actualizados tendo em conta o custo 
de capital deste investimento. Estas actualiza-
ções consideram dois factores:
§ O factor temporal, isto é, o princípio econó-
mico de que um activo vale mais hoje do que 
amanhã. 
§ O risco inerente ao investimento, que pode-
rá, ou não, ser constante ao longo da vida útil 
do investimento.
Tratamento do factor temporal pelo CAPM e 
pelo Equivalente Certo
O factor temporal é frequentemente consi-
derado actualizando-se os fl uxos fi nanceiros 
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15 Pratt, J. K., “Risk Aversion in the Small and in the Large,” Econométrica, 32 (1964), 122-36
16 Arrow, K.J., “Th e theory of risk bearing” in Aspects of Th eory  of Risk Bearing, Helsinki: Yrjö Janssonin Säätio, 1965
17Através duma aproximação assimétrica (de primeira ordem em série de Taylor, ao termo certo, e de segunda ordem em série de Taylor, ao termo incerto), da 
curva de utilidade 
18J.G. Eisenhauer estimou um valor para o grau de aversão risco, γ, com base nas duas metodologias, de 60%, “Approximation bias in estimating risk aversion” 
Economics Bulletin, vol. 4 (38)

2.3.2. Valorização de Situações Futuras de Risco
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à taxa de juro sem risco e o risco inerente ao 
investimento é considerado actualizando-se os 
fl uxos fi nanceiros a uma taxa correspondente 
ao prémio de risco do investimento. Assim, os 
fl uxos de tesouraria do investimento são actua-
lizados a uma taxa de juro ajustada para o risco 
do investimento, isto é, são actualizados tendo 
em conta a taxa de juro sem risco e o prémio de 
risco do investimento.
O CAPM é uma das formas de determinar 
esta taxa de desconto. O CAPM tem por ob-
jectivo apresentar valores esperados para um 
futuro, de curto ou médio prazo, da rendibi-
lidade de uma aplicação fi nanceira. Todavia, 
essa previsão baseia-se, geralmente, em valo-
res verifi cados. Esta abordagem fundamenta-
se em duas assumpções. Em primeiro lugar, 
pressupõe que as variáveis externas à empresa, 
prémio de risco e taxa de juro sem risco, têm 
um padrão de evolução constante ao longo 
do tempo. Em segundo lugar, considera que 
o risco das actividades da empresas, medido 
pelo seu beta, também se mantém constante 
ao longo do tempo. Contudo, a determinação 
das rendibilidades esperadas com base em va-
lores observados no passado não é totalmente 
livre de polémica. No que diz respeito às vari-
áveis externas à empresa, não é claro que exis-
ta um padrão de comportamento constante e, 
sobretudo, não é consensual como devem ser 
medidas a evolução destas varáveis, através de 
uma média geométrica ou através de uma mé-
dia aritmética. No que diz respeito ao beta, há 
que se considerar que o risco da empresa varia 
com a sua estrutura fi nanceira, como também 
varia com alterações das características da ac-
tividade. No primeiro caso, o CAPM pode ser 
aplicado, o último caso inviabiliza a aplicação 
do CAPM.
O método do equivalente certo tem uma abor-
dagem diferente. Este método retira o prémio 
de risco directamente aos cash fl ows espera-
dos, actualizando-os de seguida à taxa de juro 
sem risco.
A equação (3) apresenta a relação entre a 
determinação do valor actual de um investi-

mento, tendo em conta o método tradicional 
e a determinação do valor actual deste inves-
timento, tendo em conta o método do equiva-
lente certo.

 (3),
sendo  (4),
com, ECQ, o equivalente certo ; 1

~
C  , os cash 

fl ows esperados b, o prémio de risco; r, a taxa 
de juro ajustada e, rf, a taxa de juro sem risco.

Daí se retira que  (5) e, retoman-
do (1) e (4),

 
  (6)

Acreditando que se possa estimar  e  
para o conjunto dos investidores, isto é, que 
se possa defi nir o prémio de risco do conjunto 
dos investidores, a equação (18) apresenta a 
remuneração máxima exigida por um investi-
dor que aplique os seus fundos apenas neste 
activo, sem considerar as possibilidades de di-
versifi cação do risco, consequentemente, este é 
o limite superior da remuneração exigida pelo 
investidor.

Se tivermos em conta um período de análise, 
o modelo CAPM e o método do equivalente 
certo não são incompatíveis.
De seguida, demonstra-se19, como se pode 
calcular o equivalente certo através do modelo 
CAPM.
Consideremos as seguintes variáveis:
1. Os cash fl ows futuros esperados, 1

~
C , com 

uma determinada esperança matemática 
  e com uma variância fi nita, .

2. A carteira de mercado, com uma determi-
nada rendibilidade esperada, mr~ , com uma 
determinada esperança matemática, ( )mrE ~ , e 
com uma variância fi nita, .
3. A taxa de juro sem risco, rf.

2.3.3 Cálculo do Equivalente Certo através do 
CAPM

19 Em grande parte através de R. Brealy, S. Myers (1998), Princípios de fi nanças empresariais, 5ª edição, Mc Graw Hill
20 Para dois períodos, com dois fl uxos de tesouraria esperados 1

~
C  e 2

~
C  , a estimação torna-se muito complicada, sendo o valor dado por  . 

Em casos com mais do que um período, aconselha-se a transformar os fl uxos em rendas. Mais complicado é o tratamento da assumpção de que a taxa de 
desconto varia com o tempo.
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Sendo o valor actual de um investimento (VA) 
dado por:

(7),

20

sendo 1
~
C , r~ , a taxa de juro esperada ajustada 

ao risco, tem-se:

  (8), sendo,

, o beta estimado do activo.
Como o valor actual se refere ao presente, não 
sendo uma incógnita, não varia conjuntamen-
te com as rentabilidades futuras do mercado. 
Por isso, pode-se reescrever beta do seguinte 
modo:

(9)

Sendo o modelo CAPM dado por:

 

(10)

Considerando a expressão (11), tem-se

  (12)
 

 

 (13)

sendo = , o preço de mercado do ris-

co e o produto , “o prémio de ris-
co do mercado”21, que permite transformar 1

~
C  

em equivalente certo. Consequentemente, se o 

activo não tiver risco, =0, e apenas 
se terá em conta o factor temporal na actuali-
zação dos fl uxos de tesouraria.
O factor , da equação (13), 

substitui o factor , da equação (6).
Este factor traduz as oportunidades de diver-
sifi cação decorrentes da existência de vários 
mercados. O contributo da diversifi cação para 
a diminuição do risco do investidor implica 
que esse factor seja inferior ao factor .

Sublinhe-se que as análises apresentadas têm-
se restringido a um só período. A consideração 
de mais do que um período altera as conclu-
sões apresentadas. O seguinte exemplo, para 
dois períodos, ilustra as questões envolvidas. 
Considere-se um projecto que gera um rendi-
mento representado por uma variável aleatória 
x, que tem valor esperado E(x). Dadas as pre-
ferências do investidor e as suas oportunidades 
de diversifi cação, o equivalente certo, Ec é ca-
racterizado pela seguinte relação: Ec<E(x).
Seja rf a taxa de juro sem risco, tendo como 
horizonte um único período, a defi nição apro-
priada do equivalente certo e/ou da taxa de 
juro sem risco garante que:

fr

Ec

r

xE

+
=

+ 11

)(
, tal como descrito anterior-

mente.
Verifi cando-se esta igualdade, pode-se escre-
ver o factor de desconto da seguinte forma:

frxE

Ec

r +
=

+ 1

1

)(1

1
 (14)

Com dois períodos, o valor actualizado calcu-
lado com ajustamento para o risco via custo de 
capital é:

2)1(

)(

1

)(

r

xE

r

xE

+
+

+
, que pode ser reescrito como:

(15)
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21 A aceitação deste parâmetro como equivalente do prémio de risco é discutível

 

2.3.4. O Equivalente Certo em Situações de mais 
do que um Período
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= < ,  (16)

desde que Ec>0.
E neste caso, para um mesmo valor do equiva-
lente certo, a taxa de desconto do investimen-
to com risco (o seu custo de oportunidade do 
capital) terá de ser menor do que a resultante 
da situação de um único período, não se man-
tendo a equivalência simples entre descontar a 
uma taxa de juro ajustada para o risco de acor-
do com o CAPM e ajustar o “cash-fl ow” par o 
valor do seu equivalente certo.
A consideração de horizontes temporais mais 
latos origina menores ajustamentos para o ris-
co na taxa de desconto. De certo modo, é na-
tural que assim seja, pois a existência de vários 
períodos permite oportunidades de diversifi ca-
ção adicionais, desde que de um período para o 
outro não exista correlação perfeita nos aspec-
tos aleatórios de todos e cada um dos activos.
No que diz respeito à determinação do custo 
de capital de uma empresa regulada, e dado o 
perfi l do investidor marginal, é razoável con-
siderar-se um horizonte anual e defi nir-se o 
custo de oportunidade do capital tendo por 
referência esse horizonte. Esta opção implicará 
o cálculo anual dos valores do custo de capital 
com base na informação conhecida nesse perí-
odo. No entanto, a metodologia de cálculo do 
custo de capital deverá ser fi xada para todo o 
período regulatório.

A aplicação do método do equivalente certo 
ao modelo CAPM é possível num contexto de 
diversifi cação dos investimentos, isto é, num 
quadro muito próximo da generalidade dos 
casos22. A utilização desse método no modelo 
CAPM poderá ser benéfi ca em situações em 
que a avaliação do β é mais árdua do que a 
avaliação do produto , nomeada-
mente em situações em que o activo em causa é 
composto por várias componentes diferentes.

Nenhuma das actividades reguladas pela 
ERSE está directamente e exclusivamente co-
tada em bolsa. A EDP está cotada em bolsa 
mas as suas actividades reguladas não o são, 
nomeadamente a Distribuição de Energia 
Eléctrica e a Comercialização regulada. Estas 
representam cerca de 36% do seu valor conta-
bilístico.
Por seu lado, a REN, cujas actividades afectas 
ao sector eléctrico são reguladas, não é uma 
empresa cotada em bolsa.
Neste caso, o método do equivalente certo 
pode ser utilizado de duas formas, deduzido 
através do CAPM ou directamente aplicado 
com referência ao grau absoluto de aversão ao 
risco de um hipotético investidor em contexto 
de mercado.
Para deduzir o método do equivalente cer-
to através do CAPM é necessário separar o 
contributo do risco de cada actividade para o 
conjunto da actividade da empresa, isto é, que 
o beta de uma empresa, , seja igual à soma 
do produto do peso das suas actividades e dos 
seus betas, i:

 
(17)

Para que isso se possa verifi car, é necessário 
que a soma das covariâncias seja igual à covari-
ância das somas, como se mostrará de seguida. 
A covariância de duas variáveis aleatórias23 x e 
y, relativamente à variável A, será dada por:

  
(18)
Assim, poder-se-á deduzir o peso do risco de 
uma actividade regulada no conjunto de uma 
empresa, para a qual já se tenha calculado o beta,

recorrendo à expressão 

2.4.1. Defi nição do custo de capital de cada activi-
dade regulada de uma forma transparente

2.4 Aplicação do Método do Equivalente Certo

22 Como foi referido, os investidores “pontuais” optam muitas vezes por investir nos mercados de capitais através dos fundos mobiliários, que se 
    assemelham ao “grande” investidor.
23  Aleatórias, mas não forçosamente independementes.
24 Aceitando-se que prémio de risco de mercado e de um investidor sejam equivalentes.
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que determinará para cada actividade qual a 
sua rendibilidade associada e o seu correspon-
dente beta.
Para isso, é necessário ter-se, previamente, de-
terminado o grau absoluto de aversão ao ris-
co dos investidores, . Pelo o que foi referido 
anteriormente, este será o limite superior da 
rendibilidade esperada.
Noutra óptica, pode-se utilizar o méto-
do do equivalente certo na determinação 
do valor de um activo com risco com base 
no CAPM24 recorrendo-se à expressão
 

, como também se

 
pode defi nir directamente o contributo da ac-
tividade regulada para o risco do conjunto da 
empresa, apenas com base no CAPM na
 
expressão  e na expressão (19).

Em suma, a opção por qualquer um destes 
métodos na determinação da remuneração do 
activo de actividades integradas num conjunto 
organizacional mais amplo, sujeita-se à deter-
minação do grau de avaliação possível dessas 
actividades em conjunto e em separado. 

O método do equivalente certo permite alar-
gar o conceito de custo de capital aos investi-
mentos efectuados por investidores pontuais, 
que representam uma percentagem não negli-
genciável dos investidores em empresas como 
a EDP, recentemente privatizadas. Assim, a 
determinação de uma remuneração “justa” para 
uma empresa regulada teria em conta o perfi l 
de todos os investidores, não caindo no erro 
de recorrer à teoria da carteira efi ciente em si-
tuações como esta, utilizando-se o método do 
equivalente certo, desde que se estabeleça um 
valor consensual para γ, o valor do grau abso-
luto de aversão ao risco.
Sublinha-se que a aplicação do método do 

equivalente certo obriga em todos os casos a 
uma estimativa dos fl uxos de rendimentos pre-
vistos (e das covariâncias também), que por 
sua vez também infl uenciarão a rendibilidade 
dos activos25. 
Para se poder avaliar da aplicabilidade deste 
método, importa apresentar o contexto regu-
latório em que ele é aplicado, nomeadamente 
defi nindo como este pode ou não aumentar o 
risco da empresa.
Esta problemática será desenvolvida no ponto 
seguinte26.

Antes de desenvolver as implicações do risco 
regulatório sublinha-se que o gestor da empre-
sa tem uma percepção de risco que se funde 
com a da própria empresa, contemplando os 
dois tipos de risco, sistemático e específi co, e 
que o accionista da empresa, ao diversifi car o 
seu capital, apenas se preocupa com o risco 
sistemático da empresa. É o ponto de vista do 
accionista que, no actual quadro, importa con-
siderar.
Por defi nição, o risco regulatório apenas deverá 
ser considerado quando as decisões do órgão 
regulador contribuam para o risco da empresa 
de uma forma que não podem ser diminuída 
pelos investidores com a diversifi cação dos 
seus recursos em outros activos com risco, isto 
é, quando aumentam o seu risco sistemático. 
Por exemplo, tome-se um produto que tem 
um custo de produção perfeitamente determi-
nado. Esse produto é transportado por outra 
empresa até ao consumidor fi nal. O preço no 
consumidor fi nal é regulado e a procura é co-
nhecida. Agregadamente, para o sector não há 
qualquer risco. Existe apenas incerteza sobre 
o preço que a empresa produtora paga à em-
presa de transporte. Cada uma das empresas 
por si suporta risco na sua actividade, mas um 
investidor não, já que o cash-fl ow de uma das 
empresas está negativa e perfeitamente corre-
lacionado com o de outra empresa.
No actual quadro conceptual, o aumento do 
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25  No caso do CAPM obriga ao cálculo do beta, que deveria ser o beta correspondente aos fl uxos fi nanceiros futuros. A sua estimação com base em com-
portamento passado da empresa em bolsa de valores ou a aproximação por valores de empresas do sector em outros países assenta na premissa de que esse 
mesmo comportamento passado se manterá válido independentemente das opções regulatórias tomadas, o que pode ser incoerente com a própria ideia de 
regulação.  26 Refi ra-se que o método do equivalente certo não se aplica somente quando o investidor aplica os seus recursos num só activo, como também 
quando o investidor aplica-os numa carteira de mercado, é o chamado background risk

 

3.1. Defi nição de Risco Regulatório

2.4.2. Alargamento do conceito de custo de capital 
a todos os investidores

3. O Risco Regulatório
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risco regulatório traduzir-se-á no aumento do 
custo de capital: o accionista para estar dispos-
to a investir na empresa exigirá um retorno es-
perado superior. De seguida desenvolver-se-á 
este conceito.
O risco regulatório surge então quando: 
1) A aplicação de regras regulatórias não per-
mite às empresas responderem a choques ex-
ternos.
2) Se verifi ca imprevisibilidade das acções das 
entidades reguladoras.
O último caso integra-se no risco específi co da 
empresa. A imprevisibilidade das acções das 
entidades reguladoras tem implicações na ren-
dibilidade das empresas reguladas. Contudo, 
esta rendibilidade não varia conjuntamente 
com a remuneração do conjunto do mercado. 
Logo, como o risco é analisado na óptica do 
accionista, este, ao diversifi car as suas aplica-
ções, diminui o risco específi co associado à 
regulação27. Todavia, esta interpretação do ris-
co regulatório apenas se pode efectuar quan-
do, por um lado, os accionistas das empresas 
reguladas têm acesso a mercados de capitais 
efi cientes, nomeadamente em termos de liqui-
dez, informação e dimensão e, por outro lado, 
os accionistas sejam racionais nos objectivos e 
perante o risco28.
Pelo contrário, o primeiro tipo de risco regu-
latório não pode ser diminuído com a diver-
sifi cação dos investimentos, integrando-se no 
risco sistemático da empresa. Observando os 
efeitos nos custos das empresas decorrentes de 
“choques externos”, o risco de uma empresa re-
gulada por preços ou por proveitos máximos29 
é maior do que o risco de uma empresa não re-
gulada, sendo igualmente maior do que o ris-
co de uma empresa regulada por custos acei-
tes, porque não podem repercutir nos preços 
o aumento de risco. Essa diferença de risco é 
diminuída com a aceitação de custos decorren-
tes de “choques externos” como, por exemplo, 
a infl ação.
Quando os choques externos têm implicações 
na procura o efeito é inverso. Registe-se que a 
diferença entre o risco das empresas reguladas 

e não reguladas diminui com o aumento do 
preço30. Contudo, a regulação por incentivos 
limita, total ou parcialmente, a capacidade da 
empresa em aumentar os preços.
Considere-se uma empresa regulada por 
preços máximos ou por proveitos máximos. 
Perante um acontecimento não previsto, essa 
empresa estará total ou parcialmente limitada 
na subida dos seus preços, consoante seja re-
gulada por preços máximos ou por proveitos 
máximos, e, consequentemente, o aumento do 
risco terá mais infl uência nos seus proveitos do 
que numa empresa não regulada ou regulada 
por custos aceites. Por conseguinte, tal empresa 
escolherá um projecto menos arriscado do que 
uma empresa não regulada, contendo o efeito 
da regulação por preços máximos ou por pro-
veitos máximos no risco da empresa. Até que 
ponto? Isto dependerá da importância dada a 
novos investimentos nos resultados da empre-
sa. No que diz respeito a incerteza na procura, 
os efeitos são, obviamente, os inversos. A em-
presa regulada por incentivos tem garantido o 
seu nível de proveitos, com mais ênfase no caso 
da regulação por preços máximos, ao contrá-
rio da regulação por custos aceites. Neste caso, 
será a empresa regulada por preços máximos e, 
num menor grau, regulada por proveitos máxi-
mos que escolherá projectos de maior risco.

Não obstante a avaliação do risco regulatório 
ser difícil31, a consciência de que o risco regu-
latório não diversifi cável aumenta o custo de 
capital das actividades reguladas obriga as en-
tidades reguladoras a diminuírem-no. Na re-
gulação por custos aceites este risco será dimi-
nuto, porque esta depende apenas de um fac-
tor: a determinação do custo de capital. A sua 
determinação, caso se queira replicar o custo 
de capital da empresa (e não de uma empresa 
modelo), não deverá ter qualquer risco regula-
tório, não se pondo este problema32. Na regu-
lação por incentivos, este risco existe com mais 
veemência, por se limitarem os proveitos per-
mitidos ou os preços das empresas reguladas a 

3.2. Tratamento do risco regulatório-abordagem 
genérica

27  Mesmo na regulação por incentivos, o risco regulatório (que aparece antes da determinação dos parâmetros regulatórios) é, tendo em conta a experiência 
das empresas e o processo de audição destas, relativamente conhecido e diversifi cável 28 Accionistas ditos prioritários ou institucionais (nomeadamente de 
empresas que, recentemente, foram privatizadas ou cujo capital aumentou) podem não ser “racionais” nos seus comportamentos. Contudo, não é para este 
tipo de accionistas, cujo risco sai do âmbito dos mercados concorrenciais, que o risco é determinado. Por outro lado, a  não contemplação da racionalidade 
dos accionistas implicaria a aleatoriedade dos seus comportamentos impossibilitando qualquer enquadramento teórico destes. 29  30S. Wright, R. Mason e 
D. Miles (2003), A study into Certain Aspects of the Cost of Capital for Regulated Utilities 
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um nível máximo, independentemente da evo-
lução de várias variáveis externas. Sublinha-se 
que a regulação por preços máximos incorpora 
um maior grau de risco do que a regulação por 
proveitos máximos. Acresce ainda neste úl-
timo caso, que, sendo a evolução de variáveis 
externas à gestão das empresas que criam este 
risco, é diminuto o incentivo à efi ciência destas 
que decorra do suporte integral dos custos de-
correntes dessas variáveis.
Uma forma encontrada pelos reguladores para 
diminuírem o risco decorrente da existência 
de choques externos e de regulação por preço 
máximos consiste na aplicação de mecanis-
mos de correcção de erros (Error Correction 
Mechanisms, ECM). O ECM permite o ajus-
tamento dos custos e dos proveitos em certas 
circunstâncias, nomeadamente a variação não 
esperada da infl ação, dos preços dos bens in-
termédios, das taxas de juros, etc.
Neste quadro, poderá ser importante identifi -
car quais são os factores exógenos às empresas 
que são determinantes dos seus custos e que, 
no âmbito de uma regulação por incentivos, 
contribuam para aumentar o risco sistemático 
da empresa. Apresentam-se de seguida alguns 
exemplos de factores que se integram nesse 
âmbito:
• Taxa de juro.
• Preços de alguns bens intermédios (constru-
ção, gasóleo, cimento, aço, etc..)33.
• Evolução da actividade económica.
• Voltando às metodologias de determinação 
de custo de capital apresentadas no ponto an-
terior. Concluiu-se que o tratamento diferen-
ciado de cada actividade, que elas possibilitam, 
tem como contrapartida ter-se de estimar os 
valores esperados para os fl uxos de rendimen-
tos34.
Adaptando a equação (24):

, na qual, neste caso, 
R
~

corresponde aos proveitos líquidos de cus-
tos esperados, isto é, , 
sendo , rP

~ os proveitos esperados e ustC
~ , os 

custos esperados.
Se todos os custos forem com certeza aceites 
pelo regulador e se este incluir uma remune-
ração do activo35, de modo a que rP

~ seja supe-
rior a ustC

~ , R
~ será totalmente independente

de mR
~

 e rfr =~  0)~,
~

cov( =mrR  , logo:
 
Se houver incerteza acerca da aceitação dos 
custos, então rP

~
tem uma variabilidade indu-

zida pelo regulador, o risco regulatório.
Por exemplo, se o regulador aceitar todos 
os custos reais com uma probabilidade π  e  
90% dos custos reais com uma probabilidade 
(1- π), o proveito líquido será dado do seguin-
te modo:

,

sendo, no caso deste exemplo, remact , a re-
muneração do activo.
Os proveito líquidos esperados serão dados 
por:

Deste modo, a remuneração esperada será 
dada por

Como ( )rmremact,cov  é próxima de zero36, 
pode-se assumir:
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31  Não se conhece qualquer trabalho que quantifi que o risco regulatório.
32 O risco existirá na medida em que possam haver erros nessa avaliação.
33 O recurso cada vez mais comum a concursos internacionais por parte das empresas reguladas, diminui o carácter não controlável da evolução destas variáveis.34 Que tem a vantagem 
de não se ter de considerar um conjunto de pressupostos, mais ou menos subjectivos, na determinação do risco de cada actividade com base no risco do conjunto da empresa. 35 Que 
no caso deste exemplo, que visa sublinhar o impacte das decisões regulatórias no risco da empresa e no seu custo de capital, e que não pretende discutir a inter-relação existente entre a 
determinação do custo de capital e dos proveitos permitidos, não tem que ser igual ao custo de capital (o que se verifi ca em alguns países europeus como se verá mais adiante). Contudo, 
como se verá já de seguida, esta inter-relação não impede que se determina o custo de capital tendo em conta os proveitos permitidos.
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Sublinhe-se que a assumpção de que 
( )rmremact,cov  é próxima de zero, permite 

igualmente ultrapassar a problemática da in-
ter-relação existente entre a determinação do 
custo de capital e as opções regulatórias esco-
lhidas pela entidade reguladora.
Assumindo que ustC

~
 e rm  são negativamente 

correlacionados: >R
~ , conse-

quentemente: rfr >~ , sendo que esta diferen-
ça aumentará com e , o preço do risco do 
mercado e a probabilidade dos custo reais não 
serem aceites para efeitos de regulação.
De seguida, esta análise é alargada tendo em 
conta as metodologias regulatórias seguidas.
Consideram-se, então, duas actividades, de-
sempenhadas em regime de monopólio (natu-
ral). Uma é regulada por preço máximos, com 
factor de efi ciência, a outra é regulada por cus-
tos aceites.
Os seus proveitos líquidos, R

~
, da empresa 

regulada por preços máximos dependerão so-
bretudo de ustC

~ . No início de cada período 
regulatório, a evolução histórica dos custos é 
analisada e os factores de efi ciência são deter-
minados. Com base neste valores, determina-
se o valor de ustC

~
objectivo e deste modo um 

primeiro valor para r~ . Este primeiro valor 
poderá ser posteriormente ajustado tendo em 
conta o contributo do risco da actividade re-
gulada para o conjunto do risco da empresa, 
socorrendo-se de outras metodologias de de-
terminação do custo de capital, bem como da 
igualdade

 .
37

No que diz respeito à regulação por custo acei-
tes, como o nome indica, os custos são aceites 
pelo regulador, associando-se o nível de provei-
tos permitidos a esses custos. Por outro lado, 
sendo esta uma actividade desenvolvida por 
um monopólio e, geralmente, pertencendo a 
mercados maduros, o risco associado à procu-
ra é relativamente diminuto. Por conseguinte, 
o risco das actividades, quando reguladas por 
custos aceites é muito baixo, sendo, aparente-

mente, próximo de 0)~,
~

cov( =mrR . 
Contudo, existe sempre um grau de incerteza 
por parte da empresa regulada, quer porque a 
empresa não sabe com rigor, qual a base de ac-
tivos que será considerada no futuro, quer por-
que não sabe se alguns custos correntes incor-
ridos no exercício serão incluídos, ou não, na 
determinação dos proveitos.38 Por outro lado, 
estas actividades são geralmente intensivas em 
capital, com investimentos com períodos de 
vida úteis muito longos. Assim, não se pode 
deixar de considerar o perfi l do investidor.

Para além dos efeitos sobre o parâmetro  
do modelo CAPM que já se encontram dis-
cutidos na literatura, há ainda a considerar o 
impacto decorrente das decisões da empresa 
que são induzidas pelo mecanismo regulatório 
que é aplicado.
A utilização de uma regulação económica com 
maiores ou menores incentivos à efi ciência 
tem como base, e de uma forma simplifi cada, 
a ideia de que a introdução de algum risco no 
retorno para a empresa, esta tenha a capaci-
dade de se apropriar dos ganhos de efi ciência 
que obtiver. Essa possibilidade gera, então, o 
interesse da empresa em aumentar o seu nível 
de efi ciência.
As decisões que a empresa toma com o ob-
jectivo de alcançar uma maior efi ciência, afec-
tam, potencialmente, o seu perfi l de risco. 
Consequentemente, o parâmetro β será distin-
to, de acordo com o regime regulatório impos-
to, também por esta via.
A exposição formal do argumento exige algu-
ma formalização. 
Seja D(p) a função procura, para cada preço fi -
nal p. Seja C(e) o custo marginal de produção, 
função do esforço desenvolvido pela empresa 
para redução de custos, e. A variável e resu-
me um indicador único, não observável e não 
contratável, todas as decisões da empresa que 
contribuam para um menor custo unitário de 
produção. Admite-se que um maior esforço se 

3.3. Tratamento do risco regulatório-Análise 
matemática

36   Mesmo se remuneração do capital corresponde ao custo de capital da empresa, este pelo que viu dependerá, além do mais do risco da actividade, que é independente da 
remuneração do mercado fi nanceiro.
37 Posteriormente, poderão ser defi nidos alguns factores de custos exógenos cujas variações poderão ser directa ou indirectamente refl ectidas nos preços.
38 No caso da regulação das empresas pela ERSE, existe igualmente alguma incerteza quanto ao efeito do mecanismo de convergência das Regiões Autónomas (no caso REN, com 
actividades reguladas por custos aceites) ou do mecanismo de limitação dos aumentos tarifários nas contas das empresas (no caso da EDP Distribuição, com actividades reguladas por 
custos aceites e por preços máximos), uma vez que mesmo que sejam aceites para custos, com correcção temporal, existe sempre um risco associado ao factor tempo, alterando o perfi l 
de risco das empresas e consequentemente o seu custo de capital.
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traduz num menor custo unitário a uma taxa 
decrescente: 
O custo total de produção é:
CT = c(e)D(p)
Seja ρ o custo de capital da empresa. Admita-
se como hipótese simplifi cadora que todo o 
custo de produção tem de ser fi nanciado por 
capitais próprios. O custo económico total é 
dado por
C= (1+ ) c (e) D )p(
Um aumento do esforço de efi ciência e permite 
baixar os custos da empresa, embora implique 
uma desutilidade para a gestão da em-
presa, que é tanto maior quanto mais elevado 
for o esforço, aumentando a taxas crescentes.
O lucro económico gerado pela empresa é 

Em que as receitas R são determinadas pela 
actividade regulatória, segundo a regra geral 

p +(
  

com 
Esta formulação acomoda escolhas 
como um limite exógeno global às recei-
tas  um preço fi xo
 (  um sistema de reembol-
so de custos bem como 
situações mistas das três possibilidades ante-
riores.
Os fundos libertos pela empresa para serem 
utilizados como remuneração dos accionistas 
(ou outra aplicação que seja defi nida pela ges-
tão da empresa) são dados por:

Por simplifi cação ignorou-se o papel dos cus-
tos fi xos, o que não altera os resultados quali-
tativos apresentados.
As propriedades cruciais que interessa explo-
rar são as associadas às fontes de covariância 
entre e a remuneração de mercado.
Note-se que devido à determinação das receitas 
da empresa por via regulatória, essa covariân-
cia dependerá do esforço de efi ciência, desen-
volvido pela gestão da empresa, de fl utuações 
aleatórias na procura e nos custos da empresa e 
dos parâmetros de regulação  Gera-

se assim um problema de endogeneidade rela-
tivamente ao parâmetro de custo de capital 
na medida em que o mesmo seja obtido por 
aplicação do modelo CAPM.
Do ponto de vista da gestão da empresa, no 
momento de escolha do seu esforço de efi ciên-
cia, os parâmetros de regulação encontram-se 
já determinados e não são susceptíveis de se-
rem infl uenciados pela escolha da empresa.
Tomando a gestão da empresa como maximi-
zadora do lucro económico líquido da sua de-
sutilidade, a sua decisão pode ser caracterizada 
como a solução de 
Para os efeitos do presente documento não se 
torna necessário, por agora, detalhar em por-
menor a caracterização desta decisão.
O primeiro efeito a analisar, por ser o de mais fá-
cil caracterização, é do papel da incerteza sobre 
a procura. Esta pode ser introduzida facilmen-
te, através da consideração de , 
sendo uma variável aleatória.
A covariância entre os fundos libertos pela em-
presa e o que seria a remuneração total de uma 
carteira de mercado, , é dado por

A covariância é maior para esforços de efi ciên-
cia superiores, considerando um maior esforço 
da empresa que resulta em menores custos e 
que aumentos inesperados da procura estão 
positivamente correlacionados com a remune-
ração da carteira de mercado.
Ou seja, o custo de capital da empresa regula-
da será maior, pois com uma margem maior, 
induzida pelos menores custos, há um amplifi -
car do impacto do risco não diversifi cável.
Mas este primeiro efeito positivo sobre o 
da empresa é contrabalançado por dois ou-
tros efeitos, associados à forma como o preço 
regulado por unidade se altera em resposta a 
um maior esforço antecipado da empresa. Um 
maior esforço de ganhos de efi ciência leva a um 
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menor preço recebido pela empresa na medida 
em que o sistema regulatório preveja uma com-
ponente de reembolso de custos ( . Caso 
tal não seja o caso, e apenas as componentes 
prospectivas ),( Rp façam parte do sistema de 
receitas da empresa regulada,  ape-
nas o efeito assinalado em primeiro lugar pre-
valece. Tal é verdade mesmo que ),( pR sejam 
defi nidos tendo em atenção um nível de activi-
dade esperado da gestão da empresa quanto ao 
esforço de ganhos de efi ciência.
Algebricamente, os efeitos em causa são repre-
sentados por

com  

Para obter conclusões mais precisas, é útil es-
pecifi car o modo como a incerteza afecta o ní-
vel de procura.
Numa primeira possibilidade tem-se:

Neste caso,

pelo que o termo intermédio é nulo. Como

  desde que não se tenha reembolso

 completo de custos, o efeito positivo domina. 
Torna-se também claro que com reembolso

total de custos ( , = 0 (embora

neste caso também não exista qualquer incen-
tivo ao desenvolvimento de esforço de efi ciên-
cia por parte da empresa).
Se, em alternativa, se considerar uma formula-
ção tipo multiplicativo:
D(

E nestas condições resulta que o terceiro ter-
mo vem:

Desde que ),e(cp̂ >  mantendo a interpre-
tação anterior de impactos positivos na pro-
cura estarem positivamente relacionados com 
a remuneração de mercado, resulta daqui um 
efeito globalmente positivo.
Ou seja, quando se espera que a empresa desen-
volva um maior esforço de procura de infl uên-
cia está-se, ainda que indirectamente, a induzir 
uma maior covariância entre os fundos libertos 
e a remuneração da carteira de mercado. No 
contexto do modelo CAPM de determinação 
do custo de capital, tal leva à consideração de 
um valor para a empresa superior.
Infelizmente, a determinação prática do valor 
adequado é extremamente difícil, uma vez que 
depende da resposta dos custos aos esforços 
desenvolvidos pela gestão da empresa, que é 
uma característica eminentemente não obser-
vável.
O passo seguinte é considerar incerteza quan-
to aos custos da empresa, mantendo a procura 
determinística. Ou seja,
C =C (e, ,  variável aleatória

Vendo então:

A covariância com a remuneração da carteira 
de mercado é

Para cada nível de esforço de efi ciência é razo-
ável admitir que é um choque de aumento de 
custos se encontra negativamente correlacio-
nado com a remuneração da carteira de mer-
cado.
Admitindo choques aditivos; 
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O efeito ocorre unicamente através de :p̂

dado que       e

E ( <0

Com choques multiplicativos
Vem  

que tanto pode ter um efeito compósito po-
sitivo como negativo, já que o segundo termo 
tem sinal positivo dada a covariância negativa 
entre o choque nos custos e a remuneração da 
carteira de mercado.
Daqui resulta que a procura de efi ciência por 
parte da empresa tanto pode levar a uma di-
minuição, como a um aumento do custo de ca-
pital por via da alteração dos parâmetros asso-
ciados com a utilização do CAPM como base 
do cálculo. O ajustamento a realizar depende 
de factores não observáveis como a importân-
cia relativa dos choques aleatórios na estrutura 
de custos face a choques aleatórios na procura 
dirigida à empresa regulada, e com a natureza 
multiplicativa ou aditiva desses mesmos cho-
ques aleatórios.
Tome-se agora o problema da endogeneidade 
da determinação do custo de capital, exempli-
fi cando com o contexto de incerteza sobre o 
nível da procura e condicional a um determi-
nado esforço de efi ciência.
Retomando a equação fundamental do 
CAPM,

Como se discutiu anteriormente, no contexto 
da actividade regulatória, vem 

Com 

Logo, a equação base do CAPM resulta em

Defi na-se O valor de 
compatível com esta igualdade é 

Desta expressão resultam várias observações.
Em primeiro lugar, a relevância da componen-
te de aceitação de custos. Para  ou seja, 
apenas preço máximo como instrumento de 
regulação,

Contudo para  ou seja, regulação por 
custos, 

Em segundo lugar, a aplicação directa do valor 
de produzido por estimativas econométri-
cas não é adequada pois, relativamente ao perí-
odo de estimação, tanto p̂ (o preço regulado) 
como ),e(c o custo unitário, terão alterações 
decorrentes das decisões das entidades rele-
vantes (regulador e empresa regulada).
A exigência decorrente para o trabalho empí-
rico é a estimação dos factores estruturais que 
permitam o cálculo adequado do custo de ca-
pital ou a demonstração de que o enviesamen-
to introduzido pela utilização da forma con-
vencional do CAPM é negligenciável.
A consideração de incerteza nos custos unitá-
rios de produção não altera qualitativamente 
estas implicações, adicionando ainda o aspec-
to, quanto à determinação endógena do cus-
to de capital , do efeito do preço regulado 
na covariância mediado pela função procura e 
pelas características aditivas ou multiplicativas 
dos choques aleatórios nos custos unitários.

432

39 Caso dos reguladores ingleses da energia e das telecomunicações, OFGEM e OFCOM.
 



433

Na determinação do custo de capital das em-
presas reguladas europeias, por parte das suas 
respectivas entidades reguladoras, não há re-
gisto da incorporação do risco directamente 
nos fl uxos de tesouraria. 
Em certos casos39, há referência (na prática e 
em intenção) à análise dos fl uxos de tesouraria 
esperados, mas apenas para projectos em par-
ticular, nomeadamente quando os projectos 
têm um risco específi co elevado. A OFGEM 
utiliza análises do tipo TIR na avaliação da 
razoabilidade das remunerações aplicadas em 
novos investimentos. Por seu lado, a OFCOM 
considera a possibilidade de aceitar a remu-
neração de um determinado projecto após se 
efectuar uma análise de sensibilidade sobre os 
fl uxos de tesouraria esperados, numa aborda-
gem muito próxima do método do equivalente 
certo (por exemplo no caso da introdução de 
um novo produto e a consequente estratégia 
wait and see).
Noutros países, como na Noruega, na Finlândia 
e em Espanha, esta problemática é tratada de 
uma forma totalmente diferente. As entidades 
reguladoras da energia não se preocupam em 
saber qual é o custo de capital da actividade 
desenvolvida pela empresa, pretendem sim 
determinar, qual o custo de capital “padrão” 
(no caso fi nlandês, qual é o beta padrão) para 
o desenvolvimento da actividade regulada por 
parte da empresa. 
Assim, na Noruega é aplicada uma regulação 
por proveitos máximos tanto no transporte 
como na distribuição de energia eléctrica. A 
diferença entre o nível de custos e os proveitos 
máximos é retida pelas empresas, incentivan-

do-as a diminuírem os seus custos. Contudo, 
esta retenção apenas se efectua até um certo 
nível de remuneração acima da taxa de remu-
neração de referência do activo base. As taxas 
máximas e base são iguais para todas as em-
presas reguladas.
Na distribuição de energia eléctrica em 
Espanha até 2001, o nível de custos de refe-
rência era estabelecido anualmente através de 
um programa de engenharia para uma ope-
ração efi ciente das actividades reguladas, face 
aos polémicos resultados, a redistribuição dos 
proveitos entre as empresas é feito, desde en
tão, com base em rácios de repartição fi xados 
pelo Ministério da Economia espanhol, isto 
é, actualmente em Espanha é aplicado uma re-
gulação por rendimentos máximos, sem liga-
ção ao nível de custos das empresas. Todos os 
anos, determina-se o nível de rendimento per-
mitido tendo em conta um certo número de 
pressupostos para um conjunto de parâmetros 
como a infl ação e o nível da procura, não sendo 
posteriormente efectuado qualquer ajuste. Não 
há qualquer remuneração explícita ao investi-
mento.
No caso do transporte de energia eléctrica, as 
empresas espanholas têm uma remuneração 
garantida sobre o activo bruto anterior a 1997, 
sendo que sobre os investimentos posteriores e, 
desde que estes tenham sido adjudicados direc-
tamente, é aplicada uma remuneração indexada 
à Taxa das OT a 10 anos (adicionada de um 
spread), acrescido de custos padrão de explora-
ção e das amortizações. Caso os investimentos 
posteriores tenham sido realizados num qua-
dro de um concurso público, a remuneração 
respeita os termos defi nidos no concurso.

Anexo: Práticas Internacionais de Determinação 
do Custo de Capital
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The aim of the present paper is to highlight 
the dangers of implementing incentive regu-
lation methods, as price cap or revenue cap, 
merely based on efficiency studies conducted 
with only one approach. Technical efficiency 
is estimated applying two techniques, data 
envelopment analysis and stochastic fron-
tier analysis, using a sample of 68 electricity 
distribution companies from six European 
countries (Finland, Ireland, Italy, Portugal, 
Spain and United Kingdom). The use of both 
approaches allows testing consistency of the 
results. The findings highlight for the need of 
international cooperation between European 
regulators, in the development and mainte-
nance of an international database designed 
to assist regulators, which is a powerful and 
crucial instrument to reduce the problem of 
information asymmetry between regulators 
and firms.
Key-words – data envelopment analysis, ef-
fi ciency, electricity distribution, input distance 
function, regulation, stochastic frontiers. 

Price cap and revenue cap are perhaps the incen-
tive regulation methods most widely used in utili-
ty regulation, such as electricity distribution. Price 
cap regulation consists on setting, for each year of 
the regulatory period, normally between three to 
fi ve years, a cap on a basket of prices, based on an 
increase equal to the retail price index (RPI) minus 
an X factor. Th e value of X is based on the regulator 
expectation on the potential for productivity in-
creases of regulated fi rms.

On the implementation of price or revenue cap 
regulation the measurement of the regulated 
fi rm potential productivity increase is the cru-
cial variable, since the settlement of an X value 
too small means that the fi rm will have exces-
sive profi ts, while the settlement of a value too 
high might prejudice the economic-fi nancial 
viability of the fi rm. 
Th is means that the measurement of the pro-
ductivity potential growth requires high qual-
ity measures. Partial productivity measures 
should not be used when fi rms use multiple 
inputs and/or produce multiple outputs, be-
cause these measures do not give a global vi-
sion of the fi rm performance, given that they 
not account for all the relations between in-
puts and outputs of electricity distribution.
In Europe an increasing number of energy 
regulators have adopted incentive regula-
tion to promote effi  ciency gains in natural 
monopoly activities, such as electricity dis-
tribution, and some have used benchmark-
ing methods as part of the regulatory process 
(Finland, Netherlands, Norway, Portugal and 
United Kingdom). However, the scope of 
most of the effi  ciency studies conducted for (or 
by) regulators and used as part of the regula-
tory process is limited to a single country. Th e 
limited number of distribution companies in 
some countries and the increasing number of 
mergers and acquisitions are raising the need 
for international benchmarking among the 
European regulators.
Th e Council of European Energy Regulators 
(CEER) has commissioned a study to 

TECHNICAL EFFICIENCY IN THE EUROPEAN 
ELECTRICITY DISTRIBUTION INDUSTRY

437

Abstract

1. Introduction



438

Cambridge University on cost effi  ciency in 
European electricity distribution companies. 
Th e results showed that the choice of bench-
marking technique, model specifi cation, and 
choice of variables could aff ect the effi  ciency 
scores as well as the rank order of companies.
In the present paper an international bench-
marking is conducted, but the focus is on 
technical effi  ciency instead of cost effi  ciency, 
to avoid the problem of comparability of cost 
data usually faced on international dataset for 
benchmarking. An input distance function 
is estimated applying two techniques, data 
envelopment analysis (DEA) and stochastic 
frontier analysis (SFA), using a sample of 68 
electricity distribution companies from six 
European countries (Finland, Ireland, Italy, 
Portugal, Spain and United Kingdom). Th e 
use of both techniques allows to check the ro-
bustness of the results.

A fi rm is maximising its productivity, for giv-
en prices of inputs and outputs and for a given 
production technology, when it is technically 
effi  cient, scale effi  cient, input allocative effi  -
cient and output allocative effi  ciency.
Farrel (1957) was the fi rst to measure effi  cien-
cy empirically, drawing a measure of economic 
effi  ciency, which separate into two compo-
nents: technical effi  ciency and input alloca-
tive effi  ciency. When a fi rm is economically 
ineffi  cient, it means that the cost in which it 
is incurring for producing its outputs is higher 
than the minim required. Th is might be a con-
sequence of using too many inputs (technical 
ineffi  ciency) or of using the wrong mix of in-
puts, for the input prices it faces (input alloca-
tive ineffi  ciency). 
Th us, technical effi  ciency refl ects the fi rm abil-
ity to minimize the use of inputs in producing 
a determined output (input-oriented technical 
effi  ciency), or its ability to obtain maximum 
output, for a given technology, from a set of 
inputs (output-oriented technical effi  ciency). 

Input allocative effi  ciency reveals the ability 
of the fi rm in using inputs in the optimal mix, 
given input prices and production technol-
ogy.

* Th e views expressed in the present paper are 
strictly personal. 

A fi rm is scale effi  cient if it operates with the 
optimal size, what happens when a fi rm exhib-
its constant returns to scale. Th us, any fi rm 
that doesn’t exhibits constant returns to scale 
may be technical effi  cient and input allocative 
effi  cient, and even so be able to increase its 
productivity.
Output allocative effi  ciency refl ects the abil-
ity of the fi rm in choosing the mix of outputs 
which maximizes its revenues, given the prices 
of outputs it faces. A fi rm is output allocative 
effi  cient when the ratio of output prices equals 
the ratio of marginal costs.
Coelli et al (2003) argue that network regu-
lators, in settling the X factor for a regulated 
fi rm, many times want to remove from per-
formance comparisons input allocative effi  -
ciency, output allocative effi  ciency and scale 
effi  ciency, which is a short term perspective.
Th e regulator might want to remove input 
allocative effi  ciency because the assets of elec-
tricity distribution fi rms have a long lifetime, 
so the fi rm may have a set of assets with the 
mix that minimized fi rm’s costs 10 years ago, 
but given the actual prices of inputs that isn’t 
the proper mix now. Th us, if the regulator 
chooses to determine economic effi  ciency 
should bear that in mind, because it is not fea-
sible to ask the fi rm to substitute these assets 
in the short run. Output allocative effi  ciency is 
often not considered because utilities seldom 
have the ability to change their mix of outputs, 
given their public service obligations. If the 
regulator suspects that fi rms don’t have con-
trol upon its scale size, he should also remove 
the scale effi  ciency eff ect from its productivity 
measures. 
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To sum up, when we observe a growth in pro-
ductivity through time, this might be a conse-
quence of fi ve factors: technical progress, tech-
nical effi  ciency change, scale effi  ciency change, 
input allocative effi  ciency change and output 
allocative change. Technical progress might 
be the result of the development of a new 
technology, being represented by an upward 
shift of the production frontier. Th e regulator, 
when setting  X factor for fi rms, wants effi  cient 
fi rms to achieve an annual growth of produc-
tivity, which in practice is based on the past 
trend of technical progress (named as frontier 
shift), and that ineffi  cient fi rms achieve this 
more an increase in technical or economic ef-
fi ciency (catch-up).

Electricity distribution comprises the trans-
port of electricity from transmission network 
to consumers (not including the supply). 
Networks must be dimensioned to satisfy 
peak demand of the network. 

Accordingly to economic theory, knowledge 
of the sector and previous studies, we state the 
variables which would be used in the fi nding 
of the appropriate model to represent the pro-
duction technology of electricity distribution, 
had it been possible to obtain information for 
all of these.
Electricity distributed was sometimes con-
sidered as the only output of electricity dis-
tribution activity. Nevertheless, electricity 
distribution to low voltage (LV) consumers 
requires more infrastructures than electric-
ity distribution to high and medium voltage 
(HV and MV), so it must be considered the 
disaggregation of electricity distributed into 
electricity distributed in LV and  electricity 
distributed in HV and MV.
Networks must have capacity to meet peak 
demand, even if this is much higher than aver-
age demand. Th us, peak demand should also 
be considered as an output, to capture the dif-

ferences in load profi les.  
Th e number of clients is a variable often used 
as output, being a proxy for consumption 
points that must be supplied. Th e considera-
tion of the number of clients jointly with en-
ergy distributed catches the density of energy 
distributed, which allows fi rms with similar 
average consumptions per client to be com-
pared.     
Concerning inputs, lines and transformers are 
the main capital assets of electricity distribu-
tion activity. Th us, the model should include 
length of network and transformers capacity. 
Networks are not homogeneous, diff erences 
in voltage levels might infl uence the effi  ciency 
score of fi rms. Th e same is valid whether the 
networks are overhead or underground. So, 
we may consider the disaggregation of net-
work length into LV network and HV and 
MV network and into underground network 
and overhead network.
Capital inputs may be considered endogenous 
or exogenous to fi rms. Firms may infl uence 
the network length through the drawing of it, 
but their ability to control the network length 
is limited when the obligation of public serv-
ice exists, since the network length refl ects the 
size of the region in which consumers are. Th is 
question is a source of great controversy in the 
literature, where does not exist consensus on 
the most appropriate way to deal with this in-
put, with some authors treating it as endog-
enous, while others treat it as exogenous. In 
the present paper capital inputs will be treated 
as an endogenous variable and, therefore, con-
trollable by the fi rm.
Another important input is labour force, 
which may be measured through the number 
of employees.
Th ere are factors which are not controllable 
by fi rms, but that may infl uence their per-
formance, which should be considered in any 
effi  ciency analysis, in order to avoid a bias on 
the effi  ciency scores. 

3. Specifi cation of the model

3.1. Variables
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Densities, measured by population density, 
energy density, client density and network 
density, have perhaps been the environmental 
variable most used in effi  ciency studies. 
If information on distribution area is available 
we may use the ratio between the number of 
clients and distribution area to represent cli-
ent’s density. An alternative approach is to 
include distribution area in the model jointly 
with the number of clients, to capture geo-
graphic dispersion of clients. Nevertheless, it 
is important to state that the ratio between 
the number of clients and distribution area is 
not a perfect variable. Th ere may be two fi rms 
which operate in regions with similar client’s 
density, but one operates in a region with 
only a big city and other operates in a region 
with many disperse little and average cities. 
Th ese two confi gurations require very diff er-
ent network resources.
Network length has also been used in mod-
els as an output, to measure network density. 
Nevertheless, this may introduce perverse 
eff ects, in inciting fi rms to increase their net-
work, merely to achieve a higher effi  ciency 
score.
Another environmental variable that may be 
used is the share of electricity distributed to 
LV consumers, to capture the eff ect of dis-
tributing electricity to diff erent voltage levels. 
A fi rm with a higher share of sales in LV will 
need more inputs to produce a determined 
level of output.
Other environmental variable that assumes 
more and more importance is quality of serv-
ice. Firms that operate in countries where 
higher patterns of quality of service are im-
posed will need more inputs to produce the 
same level of output. As a measure for the 
quality of service it may be used the number 
of interruptions or the duration of interrup-
tions. Losses in networks and transformers 
may also be included in the model to refl ect 
the quality of the network. Losses in net-
works depend on the confi guration of the 

networks (length of network, share of each 
voltage level), being partially controllable by 
fi rms.

A production technology may be represented 
by a distance function, when multiple inputs 
are used to produce multiple outputs and there 
is no available information on input prices, or 
if we consider that the behavioural hypothesis 
underlying costs, profi ts or revenues func-
tions, are violated, not being then possible to 
use these functions to represent the produc-
tion technology. 
Estache et al (2004) state that there is a strong 
consensus on considering electricity distribu-
tion as an industry in which fi rms don’t follow 
these behavioural hypothesis, since they have 
public service obligations, which means that 
the judgement on their relative performance 
should be made comparing only technical ef-
fi ciency.
An input distance function, concept intro-
duced by Shephard (1953), gives the maxi-
mum amount by which a producer’s input 
vector can be radially contracted (maintaining 
input mix constant) and still remain feasible 
for the output vector it produces, providing a 
functional characterization of the structure of 
production technology. 
Th e formal defi nition of input distance func-
tion is given by equation (1) and illustrated in 
fi gure 1, supposing that two inputs are used to 
produce the output vector y.

 (1)

Where DI(x,y) is the input distance function, 
x is the input vector, y is the output vector and 
L(y) is the set of input vectors which allow to 
produce the output vector y. 
Figure 1 shows the production technology 
for a certain vector of outputs y. Th e set of 
input vectors, L(y), is given by the area above 
the isoquant, Isoq L(y). Th e value of the in-
put distance function for fi rm A equals the 
ratio λ = 0A/0B, which is the inverse of the 
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input-oriented technical effi  ciency measure. 
Th e input isoquant, which is one possible 
standard against which to measure the techni-
cal effi  ciency of input use, corresponds to the 
set of input vectors having an input distance 
function value of unity. All other feasible in-
put vectors have input distance function val-
ues greater than unity.

Coelli et al (2003) consider that input dis-
tance functions “provides a promising alterna-
tive for regulators...it is likely to become an im-
portant new instrument for analyzing effi  ciency 
in multi-output sectors”. Th ey can be estimated 
through parametric techniques, such as sto-
chastic frontier analysis, and nonparametric 
techniques, such as data envelopment analy-
sis.

Th e two techniques most often used to esti-
mate frontiers are data envelopment analysis 
(DEA) and stochastic frontier analysis (SFA). 
SFA has the advantage that it attempts to ac-
count for the eff ects of data noise, while DEA 
assumes there is no noise in the data. DEA 
has the advantage that no functional form of 
the frontier is imposed on the data a priori. In 
contrast, SFA requires the specifi cation of a 
particular functional form for the technology 
and a distributional form for the ineffi  ciency 
term.
Overall, both techniques have their merits, 
and there is not a clear answer in the theoreti-
cal and empirical literature about which one 
should be preferred. In the present paper both 

techniques are used to test the robustness of 
the results.

Each DEA model tries to determine which 
fi rms form a piecewise linear envelopment of 
the technological set - the effi  cient frontier. A 
fi rm is considered effi  cient if there is no other 
fi rm, or convex combination of fi rms, that 
stands in a ray between this and the origin. 
Th e ineffi  ciency of each company is meas-
ured by its position relatively to the effi  cient 
frontier. Th e effi  cient frontier refl ects the best 
existing practice, instead of the best potential 
practice, so the potential gains in effi  ciency 
might be underestimated.
We may say that Farrell (1957) was the pio-
neer of this approach, but this approach only 
achieved real projection after the article of 
Charnes et al (1978), in which the designation 
data envelopment analysis was fi rst used. Th e 
model proposed by Charnes et al (1978) is an 
input-oriented model developed for multiple 
inputs and multiple outputs, considering that 
the technology exhibits constant returns to 
scale (CRS). Th e dual problem of the lineari-
zation of the model proposed by Charnes et 
al. (1978), known in the literature as envelop-
ment form, is presented here, corresponding 
to the theoretical specifi cation of an input dis-
tance function:

s.a:       , i = 1, ..., m

             , r = 1, ..., s

          λj ≥ 0                          , j = 1,…,j0, ..., n 
  (2)

Where xij is input i used by fi rm j, yrj is output 
r of fi rm j, m is the number of inputs, s is the 
number of outputs, n is the number of fi rms 
and λ is the weight of each peer. 0 represents 
the value of effi  ciency obtained for fi rm j0, 
being always inferior or equal to one, with a 
value of one meaning a fi rm in the frontier, so 

4. Estimation techniques

Figure 1 - An input distance function

TECHNICAL EFFICIENCY IN THE EUROPEAN 
ELECTRICITY DISTRIBUTION INDUSTRY

4.1. Data Development Analysis
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a technical effi  cient fi rm.
Th e problem of this model consists in a radial 
reduction of the vector of inputs used by fi rm 
j0, while maintaining the output in levels that 
are at least as high as the ones of fi rm j0. Th e 
fi rst restriction of the problem means that the 
linear combination of the effi  cient peers’ in-
puts must be a fraction of fi rm j0 inputs. Th e 
second restriction means that the linear com-
bination of the effi  cient peers’ outputs must be 
higher or equal than fi rm j0 outputs.
From the resolution of this problem results the 
optimal level of inputs and outputs for fi rm j0 
be considered technically effi  cient, which are 
the coordinates of fi rm j0 projection in the effi  -
cient frontier. Th e fi rm j0 projection has input 
(output) levels which are a linear combination 
of the levels of that same input (output) ob-
served by the effi  cient peers. Th us, fi rm j0 ef-
fi ciency depends only on the input and output 
levels observed by its effi  cient peers and of no 
other fi rm from the sample.
Th e use of a CRS specifi cation when not all 
fi rms operate at the optimal scale, results in 
technical effi  ciency measures assuming scale 
effi  ciency. Banker et al (1984) suggested a 
variable returns to scale (VRS) model, by in-
troducing in model (2) a convexity restriction

, which assures that an ineffi  cient fi rm 
is only compared to fi rms of similar size. Th is 
is not assured in the CRS model, where a fi rm 
can be compared to fi rms which are signifi -
cantly bigger (smaller), obtaining weights λ 
which sum a value higher (lower) than one. 
When considering VRS, the effi  cient frontier 
envelops more tightly the observations of the 
fi rms included in the sample. Technical effi  -
ciency scores are net of scale effi  ciency, being 
higher or equal to those obtained through a 
model with CRS. Scale effi  ciency is then given 
by the ratio between CRS technical effi  ciency 
and VRS technical effi  ciency.
A disadvantage traditionally pointed to DEA 
is the impossibility to perform statistical tests 
to the signifi cance of the variables included in 

the model. However, in the last years there 
have been many articles on the use of statisti-
cal tests on DEA.  In the present paper statis-
tical tests proposed by Banker (1993, 1996) 
are used to measure the signifi cance of the 
change in technical effi  ciency scores when dis-
aggregating or introducing an extra variable 
in the model. Banker suggested three asymp-
totic tests to test whether two effi  ciency scores 
samples follow the same distribution. Since 
the DEA1 effi  ciency estimates are confi ned 
to the interval (0,1] and the common forms 
of one-sided distributions are usually defi ned 
in the region [0,∞), the tests are based on es-
timates of the ineffi  ciency parameters γ rather 
than the effi  ciency estimates. 

 
  (3)

Where  is the technical effi  ciency score for 
fi rm i.
In two of the tests proposed by Banker are as-
sumed two specifi cations for the underlying 
distribution of the ineffi  ciency parameters γ, 
the half normal distribution and the exponen-
tial distribution. Th e null hypothesis is that 
the two estimates of ineffi  ciency are independ-
ently drawn from the same underlying distri-
bution (i.i.d.). If the underlying distribution is 
half normal the test statistic is F-distributed, 
with (N0, N1) degrees of freedom: 

 

  

      (4)
Where FH is the test statistic,  is the inef-
fi ciency score for fi rm j in model 0,  is the 
ineffi  ciency score for fi rm i in model 1, N0 is 
the number of fi rms in model 0 and N1 is the 
number of fi rms in model 1.
If the underlying distribution is exponen-
tial the test statistic is F-distributed, with 
(2N0, 2N1) degrees of freedom:

    

  (5)
1 See Kittelsen (1999) and Simar (2003).
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Th e assumption that the underlying distribu-
tion is known is a strong one. Th us, Banker 
(1996) further suggests using a Kolmogorov-
Smirnov type of nonparametric test on the 
equality of the two distributions. No para-
metric assumptions are maintained about the 
ineffi  ciency distributions. Applied to the dis-
tributions of i.i.d. effi  ciency estimates, and de-
noting the estimated cumulative distribution 
functions as , the test statistic 
is:

   (6)

Kittelsen (1993) also suggested the use of an 
ordinary t test for comparison of group means, 
also avoiding the problem of specifying the 
underlying distribution of the estimated inef-
fi ciencies:

 

  

                         (7)

If the effi  ciency sample means are i.i.d. normal, 
the test statistic is t distributed, with (N0+N1-
2) degrees of freedom. 
Banker and Chang (1994) performed Monte 
Carlo simulations to appraise on the behav-
iour of these tests in fi nite samples, concluding 
that, despite its limitations, these tests present 
superior results in relation to the conventional 
tests of parametric methods. Th eir analysis 
was based on the estimation of parametric 
production functions by corrected ordinary 
least squares. 

Aigner et al (1977) and Meeusen and Van den 
Broeck (1977) simultaneously introduced sto-
chastic production frontier models. Th e great 
virtue of these models was that they allow for 
technical effi  ciency, but also acknowledge the 
fact that random shocks outside the control of 
fi rms can aff ect output. A stochastic produc-
tion frontier may be given by:

   

,i = 1,…,I                   (8)

Where yi is the output of fi rm i, xi is the vector 
of inputs used by fi rm i, f(xi;β) is the produc-
tion frontier and β is a vector of technology 
parameters to be estimated.
Environmental factors not controllable by 
fi rms, jointly with measure errors and specifi -
cation errors, are captured by the random vari-
able vi. Technical effi  ciency is measured by the 
random variable ui. It is assumed that the ran-
dom variables vi e ui are independent and iden-
tically distributed and that vi are independent 
from ui.
Since ui ≥ 0, producers either operate on the 
stochastic production frontier, [f(xi;β)exp{vi}], 
if ui = 0 (no technical ineffi  ciency exists) or 
below this, if  ui > 0 (technical ineffi  ciency ex-
ists).
Kumbhakar et al (1991) and Reifschneider 
and Stevenson (1991) were the fi rst to specify 
stochastic frontier models in which the inef-
fi ciency eff ects were defi ned as explicit func-
tions of exogenous factors, estimating all the 
parameters in a single step, through maximum 
likelihood. Th ey were followed by Battese and 
Coelli (1995), who specifi ed a model assum-
ing a truncated normal distribution for ineffi  -
ciency, with mean specifi ed as a linear function 
of environmental variables. Th us, for fi rm i, in 
period t, the technical ineffi  ciency eff ect, uit, is 
obtained by the truncation of normal distribu-
tion N(μit,σ

2), assuming that its mean is ex-
plained by a set of environmental variables (μit 
= zitδ). Formally, we have: 

   , i = 1,…,I , t = 
1,...,T

, where                (9)

Where zit is a vector of exogenous variables 
that may infl uence fi rms ineffi  ciency, and δ is 
a vector of parameters to be estimated. Th is 
model has been specifi ed for panel data, but it 
has also been used to estimate cross sectional 
models. 

4.2 Stochastic Frontier Analysis (SFA)

TECHNICAL EFFICIENCY IN THE EUROPEAN 
ELECTRICITY DISTRIBUTION INDUSTRY
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Th ey followed the parameterization pro-
posed by Battese and Corra (1977) in which 
σV

2 (variance of statistic noise) and σU
2 (vari-

ance of ineffi  ciency eff ects) are replaced for 
the variance parameter σ2=σV

2+σU
2 and for 

γ=σU
2/(σV

2+σU)2 (relative importance of in-
effi  ciency). Th e parameter γ  ranges between 
zero and one, with a value of zero meaning 
that deviations from the frontier are entirely 
due to noise, while a value of one means that 
the deviations are entirely due to technical in-
effi  ciency. 
SFA requires the specifi cation of the function-

al form for the production technology. In the 
present paper a trasnlog input distance func-
tion is used, because this is a fl exible functional 
form, since it is a second order approximation 
of any arbitrary functional form. Nevertheless, 
due to this fl exibility translog models not always 
produce statistical signifi cant results for all the 
samples. In particular, the parameter values 
might not be signifi cant when the size of the 
fi rms included in the sample is very diverse.
Supposing a translog distance function with 
M outputs and K inputs, we have the follow-
ing functional form2:
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(10)

Where Di is the input distance for fi rm i, ymi is 
output m of fi rm i, yni is output n of fi rm i, xki is 
input k used by fi rm i, xli is input l used by fi rm 
i and α, β, e δ are parameters to be estimated.

Input distance function must be symmetric 
and homogeneous of degree 1 in inputs. Th e 
necessary restrictions to impose degree 1 ho-
mogeneity in inputs are:

(11)

Th e necessary restrictions to impose symme-
try are:

 
                (12)

Th e homogeneity implies that Di(ωx,y) 
= ωDi(x,y), for all ω>0. Th us, arbitrarily 

choosing one of the k inputs, to normalise the 
variables, and setting ω = 1/xk, we obtain 
Di(x/xk,y) = Di(x,y)/xk.
Th us, imposing the homogeneity restrictions 
to the translog function defi ned by equation 
(10) comes:

(13)

Since ln (Di/xKi) = ln Di – ln xKi, we may rewrite equation (13) as: 

(14)

Replacing the input distance term, - ln Di, for 
the error composed term, vi-ui, we can estimate 
this function as a stochastic production frontier3.
Technical effi  ciency score is the inverse of the 

input distance value. Technical effi  ciency of 
fi rm i may be estimated by the expected condi-
tional value of exp{-ui}, given the value of εi:

 (15)

2  Following Coelli and Perelman (1996).
3 To learn more on the estimation of translog distance functions, see Coelli and Perelman (1996, 2000) and Kumbhakar and Lovell (2000).
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In the last two decades there bas been a wave 
of reforms in the European utilities sectors 
– electricity, gas, water, sewerage, telecommu-
nications and railways – sectors in which the 
public monopoly vertically integrated was the 
market structure. Th e electricity sector, in par-
ticular, has undergone huge transformations. 
Th e European countries which lead the re-
forms in this sector were the United Kingdom 
and Norway, followed by Finland and Sweden. 
Th e fi rms in this sector were vertically inte-
grated and the reforms were market oriented, 
introducing competition in production and 
supply and drawing regulation mechanisms in 
the activities with natural monopoly character-
istics, transport and distribution of electricity. 
Parallel to liberalization, in most countries, 
the electricity sector reform has involved also 
the privatization of the assets, creating pri-
vate fi rms with substantial market power and 
changing the role of the State in this sector. 
Private monopolists don’t have incentives to 
minimize costs and use their market power 
to settle prices above marginal costs, which 
means that the market by itself does not lead 
to optimal solutions for society welfare.
So, the majority of European Union member 
countries has created independent regulators 
to prevent the discrimination in the access to 
the networks and the settlement of excessive 

prices in electricity transmission and distri-
bution activities, being these regulators re-
sponsible for monitoring the performance of 
monopolies and protect consumers. Th e regu-
lation methods most often used by European 
network regulators have been rate of return 
regulation, price cap, revenue cap and yard-
stick regulation4.  

Th e data used in the present paper includes in-
formation on 68 electricity distribution com-
panies from six European countries (Finland, 
Ireland, Italy, Portugal, Spain and United 
Kingdom) for 2001. Th e initial idea, quite am-
bitious, was to obtain a sample of fi rms from 
all the 15 European Union member countries 
at that time, but data collection revealed quite 
long and arduous.
Th e information source was publicly available 
information from regulators and fi rms. One 
of the major problems faced in any exercise of 
international benchmarking is the diff erent in-
formation criteria used by regulators and fi rms 
of diff erent countries. Th ese diff erences were 
accounted for in the treatment of data and in 
the choice of fi rms to be included in the sam-
ple.
Given the above diffi  culties it was only possi-
ble to obtain information for a limited number 
of variables, whose summary statistics are pre-
sented in table 1.

4. Electricity distribution in Europe

4.1 Data

TABLE 1

Sample summary statiscs

4 See Crew e Kleindorf (1986) for a detailed review of regulation methods.

TECHNICAL EFFICIENCY IN THE EUROPEAN 
ELECTRICITY DISTRIBUTION INDUSTRY
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Th e specifi cation of a DEA model requires a 
decision on the shape of the effi  cient frontier 
concerning returns to scale: constant returns 
to scale (CRS) or variable returns to scale 
(VRS). We should consider that a production 
process exhibits CRS if we believe that net-
work fi rms have management control on the 
scale of operation, which is a long run perspec-
tive of the production process, since in theory 
all fi rms should be operating at the optimal 
scale of production in the long run. 
In the present paper the effi  ciency scores are 
obtained for a VRS DEA model since it is 
diffi  cult for an electricity distribution fi rm to 
change its scale of operation in the short run, 
facing increasing or decreasing returns to scale. 
Moreover, indivisibility of certain investments 
makes impossible to some fi rms to operate in 
the optimal scale. However, results for a CRS 
model are also presented for the fi nal model, 
which makes possible the calculus of scale ef-
fi ciency.
To select variables we start by specifying a 
base model (accordingly to the available data), 
which includes the inputs and outputs that ac-
cordingly to economic theory should be in the 
model, and upon which there is a strong con-
sensus in empirical work already done. Th en, 
based on the four statistical tests for DEA 
already presented we test the introduction of 
new variables in the model, including environ-
mental variables.
Th is is the approach suggested by Kittelsen 
(1993) to select variables when specifying 
DEA models. One can parallel this approach 
to the stepwise regression approach of stand-
ard econometrics. Kittelsen arguments for the 
use of these tests well render the importance of 
testing the introduction and disaggregation of 
all the potential relevant variables. First, DEA 
measure as effi  cient all fi rms that have extreme 
values of the variables, namely, all those that 
have the lowest value of an input or the high-

est value of an output. Increasing the number 
of inputs and outputs, relatively to the sample 
size, will increase fi rms effi  ciency, because the 
number of fi rms with which is compared is re-
duced. Secondly, as with parametric methods, 
any two variables that are highly correlated 
will tend to distort the rates of transformation 
and substitution on the frontier. Th erefore, 
any use of these marginal properties, such as 
returns to scale, relative shadow prices or mar-
ginal costs will be aff ected. Th irdly, the statisti-
cal effi  ciency of technically effi  ciency estimates 
will be worsened by a higher dimensionality 
(Kittelsen, 1997).
Th e procedure proposed by Kittelsen can be 
described in four steps: 1) specify the base 
model; 2) compute effi  ciency scores for each 
fi rm; 3) compute effi  ciency scores for each 
new model, which include each new variable 
or disaggregation; 4) compute the test statis-
tics, FH, FE, D+ e T, for each new model. If 
disaggregating or introducing an extra variable 
in the model produces a signifi cant change in 
technical effi  ciency scores, set up a new base 
model by accepting the variable or disaggrega-
tion most signifi cant and repeat all the steps 
until there are no more signifi cant variables or 
disaggregation. 
Table 2 shows the theoretical critical values of 
the test statistics for a sample of 68 observa-
tions at a signifi cance level of 1% and 5%.

Th e base model considers as outputs electric-
ity distributed and the number of clients, and 
as inputs network length and number of em-
ployees. Average technical effi  ciency is quite 
low, 62%, and 13 of the 68 fi rms in the sample 
are considered effi  cient (table 3)5.
In table 3 it is also presented the change in 
average effi  ciency for three new models, one 
where the candidate variable is the share of 
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5. Results

5.1 Data Envelopment Analysis (DEA)

TABLE 2

Theoretical critical values of the test statistics

5  All estimates were performed using the computer program DEAP 2.1 (Coelli, 1996a).
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electricity distributed in LV, another where 
electricity distributed is disaggregated into 
electricity distributed in LV and electricity 
distributed in HV and MV, and a third model 
where the length of the network is disaggre-
gated into network length in LV and network 
length in HV and MV. Results for all four test 
statistics are also presented.
Th e test statistics reveal that only one variable, 
the share of electricity distributed in LV, con-
tains relevant information and would result in 

a signifi cantly diff erent effi  ciency distribution 
and better “goodness of fi t”. Th ree of the four 
tests lead to the acceptance of this variable 
at a 5% signifi cance level and two tests lead 
to the acceptance of this variable at a 1% sig-
nifi cance level. Its inclusion in the model will 
increase average effi  ciency by 9.7 % points. 
Concerning the candidate disaggregations, 
only the disaggregation of electricity dis-
tributed is signifi cant at the 5% level for test 
statistic FH.  

TABLE 3

DEA base model

  * Variables and disaggregations that are signifi cant at the 5% level.
  ** Variables and disaggregations that are signifi cant at the 1% level.

Th erefore, the share of electricity distributed in 
LV is included in the model. Average effi  ciency 
increases from 62.0% to 71.7% and the number 
of effi  cient fi rms increases from 13 to18 (table 
4). Th e disaggregation of electricity distributed 
remains the only disaggregation signifi cant at 
the 5% level for test statistic FH. Given this it 
was decided not to include it in the model, since 

the model already has a considerable dimension 
for the number of fi rms in the sample. If the 
purpose of the analysis is to provide grounds for 
regulating fi rms, including a variable whose sig-
nifi cance is in doubt is prejudicial to electricity 
consumers and benefi cial to fi rms, since disag-
gregating or including variables leads always to 
higher effi  ciency scores.

TABLE 4

DEA Model 1
* Disaggregations that are signifi cant at the 5% level.

TECHNICAL EFFICIENCY IN THE EUROPEAN 
ELECTRICITY DISTRIBUTION INDUSTRY
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A CRS model with the same variables as mod-
el I would lower average estimated effi  ciency 
by 10.9 % points and make only 7 fi rms effi  -
cient, which means that 11 fi rms are measured 
as ineffi  cient due to scale ineffi  ciency. 
Technical effi  ciency scores and scale effi  ciency 
scores for each fi rm are presented in table 5. 
First column shows technical effi  ciency scores 

for a VRS model. Second column shows tech-
nical effi  ciency scores for a CRS model. Th ird 
column shows scale effi  ciency scores and the 
nature of ineffi  ciency. Eleven fi rms are scale 
ineffi  cient because they exhibit increasing re-
turns to scale, while 49 are scale ineffi  cient be-
cause they operate in the region of decreasing 
returns to scale. 
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TABLE 5

DEA Model I: Technical effi ciency scores and scale effi ciency scores

TE (technical effi ciency), F (Finland), Ir (Ireland), It (Italy), P (Portugal), S (Spain), UK (United Kingdom), drs (decreasing returns to scale), 
irs (increasing returns to scale), crs (constant returns to scale), vrs (variable returns to scale).

Figures 2 and 3 show a scatter plot between 
effi  ciency scores and electricity distributed and 
between effi  ciency scores and the number of 
clients. Th e fi gures show that there is no strong 
correlation between size and effi  ciency. Th e 3 
largest fi rms are technically effi  cient (Italy fi rm 

is very large, so it was removed from the fi g-
ure), but among the 18 effi  cient fi rms there are 
fi rms of diff erent sizes. Despite smaller fi rms 
are more represented in the less effi  cient, some 
are also among the more effi  cient.

Figure 2 - Scatter plot between effi ciency and 
electricity distributed

Figure 3 - Scatter plot between effi ciency and number 
of clients
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Figure 4 shows the cumulative distribution of 
technical effi  ciency scores. Firms are sorted by 
increasing effi  ciency and the width of each bar 
is proportional to electricity delivered by each 
fi rm. Since there are several outputs in the mod-
el there is no clear geometric interpretation of 

the fi gure, but the area above the bars as a share 
of the total area of the graph can be taken as an 
approximation of the effi  ciency loss in the sec-
tor. Figure 5 illustrates the cumulative distribu-
tion of scale effi  ciency scores, revealing that the 
larger fi rms are clearly more scale ineffi  cient.

Figure 4 - Distribution of DEA technical effi ciency 
scores 

Figure 5 - Distribution of DEA scale effi ciency scores
 

Th e validity of DEA results depends on the 
extent in which technical effi  ciency is aff ected 
by the fi rm’s size, being convenient to have a 
sample with several fi rms of diff erent sizes, 
since the lack of comparable fi rms may put inef-
fi cient fi rms in the effi  cient frontier. Indeed, the 
results reveal that some big and ineffi  cient fi rms 
in CRS model move to the effi  cient frontier in 
VRS model. Th e magnitude of the diff erence 
in some effi  ciency scores reveals that despite the 
diversity in the size of the fi rms in the present 

sample, it lacks comparable fi rms for some of 
the fi rms in the sample. Th e fi rm It1 is much 
bigger than the other fi rms included in the sam-
ple, what reduces the comparability of this fi rm 
with the others, so it was already expected that 
this fi rm would be considered as effi  cient. In ef-
fect, a detailed analysis to the results reveals that 
the fi rm It1 is not a peer for none of the other 
fi rms. Among the 18 fi rms which create the ef-
fi cient frontier only this and two other fi rms, 
UK1 and F40, are not peers. 

5.2 Stochastic Frontier Analysis

To ensure comparability between the approach-
es it is estimated a parametric frontier with the 
same variables used in the fi nal model of the non 
parametric approach. In equation 16 it is speci-
fi ed the translog input distance function for two 
outputs, electricity distributed (y1) and number 

of clients (y2), two inputs, network length (x1) 
and number of employees (x2), and one environ-
mental variable, share of electricity distributed 
in LV (z), for i=1,...,68 electricity distribution 
fi rms. We obtain the following specifi cation of a 
parametric stochastic frontier:

    , where   (16)

Technical ineffi  ciency eff ects, ui, are modelised 
following Battese and Coelli (1995) specifi ca-
tion (model 9), so they follow a truncated nor-
mal distribution, N(μi,σU2), where the mean 

of technical ineffi  ciency eff ects is a function of 
exogenous variables, namely, the share of elec-
tricity distributed in LV(z).
Maximum likelihood estimates of the input 
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distance function model are shown in Table 66. 
Th e translog input distance function appears 
well behaved, since all fi rst order terms have the 
correct signs: the fi rst order output coeffi  cients 
are negative and the fi rst order input coeffi  cients 
are positive. First order coeffi  cients associated to 
the number of clients and to the network length 
are signifi cant at 1% level. Howevwe, the coeffi  -
cient associated to electricity distributed is not 
signifi cative. Th is may be due to a high correla-
tion coeffi  cient between electricity distributed 
and clients in the model, implying multicolin-
earity. Th is is a common problem in empirical 
studies of effi  ciency, but it is usually ignored. 
Another possible cause for the weak signifi -
cance of some parameters may be the func-
tional form chosen. As already referred trans-
log models not always produce results statisti-
cal signifi cant for all the samples. In particular, 

the parameter values may not be signifi cant 
when the size of fi rms in the sample is varied, 
which is the case in the present analysis.
Since we divided the original data on inputs 
and outputs by their geometric means, the 
fi rst-order coeffi  cients can be interpreted as 
elasticities evaluated at the geometric mean of 
the sample. Th e fi rst order output coeffi  cients 
sum to – 0.766, implying an approximate scale 
elasticity of 1.306 (=1/0.766). So, we reject 
the hypothesis of constant returns to scale at 
1% and at 5% levels of signifi cance7. Th is re-
sult is in line with results obtained in many 
previous empirical analyses in this sector8. As 
already referred, when two variables are highly 
correlated, transformation and substitution 
rates at the frontier are distorted, so it must be 
taken care in the inferences made, since they 
may not be valid.
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Th e share of electricity distributed in LV is 
positive and signifi cant, which means that the 
higher is the share of electricity distributed in 
LV the higher is the technical ineffi  ciency of 
fi rm, suggesting that fi rms with a lower pro-
portion of LV consumes benefi t from a more 
favourable environment. 

Th e relative importance of ineffi  ciency is meas-
ured by parameter γ, assuming values between 
zero and one. A value of zero means that the 
deviations from the frontier are entirely due 
to statistical noise, while a value of one means 
that all the deviations are due to technical inef-
fi ciency. In the present paper the value of γ in-

TABLE 6

Maximum likehood estimates
Underlined parameters are calculated by using homogeneity and symmetry conditions. 
* Variables that are signifi cant at the 5% level.
** Variables that are signifi cant at the 1% level.

6 All estimates were performed using the computer program FRONTIER 4.1 (Coelli, 1996b).
7 Homogeneity of degree – 1 in outputs is needed to impose constant returns to scale.
8  See for instance, Kumbhakar and Hjalmarsson (1998) and Estache et al (2004).
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dicates that 33.8% of the deviations from the 
frontier are due to technical ineffi  ciency.
To test the signifi cance of parameter γ Coelli 
et al (1998) argue that the traditional t-ratio 
test shouldn’t be used, suggesting the execu-
tion of a unilateral generalized likelihood ratio 
test. Th e likelihood ratio statistic is defi ned as 

, where L(H0) 
and L(H1) are the values of the likelihood 
function under the null hypothesis (H0: γ = 
0) and under the alternative hypothesis (H1: 

γ > 0), respectively. Th e null hypothesis is re-
jected by the data at the 5% signifi cance level. 
Th us, the average response function, in which 
all fi rms are assumed to be fully effi  cient, is not 
an adequate specifi cation given the assumption 
of the translog stochastic input distance model.
Table 7 shows technical effi  ciency scores for 
each fi rm and average technical effi  ciency. In 
SFA some of the deviations from the frontier 
are due to statistical noise, so it is usual to have 
no effi  cient fi rms in the sample.

Figure 6 shows the cumulative distribution of 
technical effi  ciency scores from SFA. Firms 
are sorted by increasing effi  ciency and the 
width of each bar is proportional to electricity 
delivered by each fi rm. Figure 7 shows a scatter 

plot between effi  ciency scores and electricity 
distributed. Th e fi gures show that there is no 
strong correlation between size and effi  ciency, 
but among the more effi  cient fi rms, there is a 
clear predominance of the biggest fi rms.

TABLE 7

SFA technical effi ciency scores

Figure 6 - Distribution of SFA technical effi ciency 
scores distributed

Figure 7 - Scatter plot between effi ciency 
and electricity

6. Consistency of results

A problem faced by regulators willing to apply 
frontier studies is the variety of approaches to 
perform benchmarking. Th e majority of effi  -
ciency studies conducted for (or by) regulators 
focus on a single empirical technique, usually 
DEA, corrected ordinary least squares or SFA. 

Th e problem is particularly serious if the dif-
ferent approaches give inconsistent results. In 
an attempt to establish the conditions under 
which frontier methodologies are most useful 
to regulatory authorities, Bauer et al (1998) 
proposed a set of consistency conditions that, 
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if met, would make the choice of a particular 
approach indiff erent. Th e effi  ciency measures 
generated by the diff erent techniques should 
be consistent in their effi  ciency levels, rank-
ings, and identifi cation of the best and the 
worst performers.

Table 8 shows the comparison of summary 
statistics of effi  ciency scores, for each country, 
estimated by DEA and SFA. Th e average ef-
fi ciency of the sample is not sensitive to the 
technique when we compare DEA assuming 
VRS with SFA.
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Testing the consistency in the effi  ciency levels 
through the Kolmogorov-Smirnov (nonpara-
metric) test, the null hypothesis that the two 
approaches follow the same distribution of 
effi  ciency scores is rejected at the 5% level of 
signifi cance. So, the fi rst consistency condition 
is not met. 
If the techniques generate similar rankings 
of fi rm’s effi  ciency scores, the regulators may 
use not the effi  ciency scores, but the rank-
ings to discriminate the X factor to apply to 
each regulated fi rm. In the present paper the 

Spearman’s ranking correlation coeffi  cients 
between the effi  ciency scores of the two tech-
niques is rather low (table 9). Th e correlation 
coeffi  cient between the two DEA models is 
quite high.  
Concerning consistency in identifying best and 
worst performers, table 10 shows for each pair 
of techniques, in the upper triangle of the ma-
trix the share of fi rms simultaneously classifi ed 
in the upper quartile (17 fi rms). Th e lower tri-
angle of the matrix shows the share of fi rms si-
multaneously classifi ed in the lower quartile.

TABLE 8

Comparison of summary statiscs of effi ciency scores

TABLE 9 TABLE 10

Spearman’s ranking correlation coeffi cient performers Consistency in identifyng best and worst

To sum up, the consistency analysis reveals 
that the approaches are not consistent on the 
effi  ciency levels, neither in the ranking nor 
in the identifi cation of best and worst fi rms. 
Th e lack of consistency in the effi  ciency levels 
wouldn’t be preoccupying, since this a general 

result in the applied literature9. Nevertheless, 
the lack of consistency in the ranking and 
in the identifi cation of best and worst fi rms 
implies that regulators must be prudent in 
the inferences made from effi  ciency studies 
results.

7. Conclusions

Regulation may be seen as a game between 
regulators and fi rms with the purpose of redis-
tributing the social surplus between fi rms and 
consumers. Th e aim of regulators is to guaran-
tee that effi  ciency gains achieved through the 

market reforms in the sector are shared with 
consumers. Th e adoption of the so called in-
centive regulation methods is one of the major 
causes for the increasing eff orts made in the 
measurement of regulated sectors effi  ciency. 

9 See Estache et al (2004) and Jamasb and Pollitt (2001). 
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From a regulatory point of view the results in 
the present paper are not reassuring. Th ese re-
sults might be a consequence of the misspeci-
fi cation of the production technology of elec-
tricity distribution, because it was not possible 
to obtain available publicly information on 
maximum demand and transformers capacity. 
Th us, there are functions of the electricity dis-
tribution activity that may not be captured by 
the model.
Th is lack of data can only be overcome with 
the development and maintenance of an inter-
national database designed to assist regulators, 
which requires cooperation and commitment 
for collection and exchange of data between 
countries.
Th e aim of this analysis is to highlight the 
dangers of implementing incentive regulation 
methods, as price cap or revenue cap, merely 
based on effi  ciency studies conducted with 
only one approach. Even if the results from 
two approaches are consistent, regulators 
should not use results from effi  ciency studies 
on an entirely prescriptive way. We must never 
forget that all the models that try to describe 
the complex reality, for more sophisticated they 
are, are always imperfect. Th e regulator may 
use the results as a starting point and induce 

fi rms to reveal more information, reducing in 
this way the information asymmetry between 
regulator and fi rms. 
Th ese fi ndings highlight for the need of in-
ternational cooperation between regulators, 
which is a powerful and crucial instrument to 
reduce the problem of information asymmetry 
between regulator and fi rms. Th e fi rms con-
trol most of the specifi c information needed 
for regulatory purposes and have little interest 
in sharing this information unless they have 
an incentive to do so. As more comparable 
is the information from diff erent countries 
more eff ective will be this form of “competi-
tion” and more easy will be to each regulator 
to strengthen the application of its regulatory 
mechanisms.
Th ere is no doubt that international bench-
marking as an important role to perform in 
the future of regulation, since it has the big 
advantage of allowing to compare a greater 
diversity of fi rms and, thus, supplies a poten-
tial better approximation to the frontier that 
really represents the best practice of the sec-
tor. Nevertheless, there is still a long way to go 
through until the results from international ef-
fi ciency studies can be used by regulators for 
the process of regulation. 
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Este trabalho é um resumo de um documento rea-
lizado em Abril de 2007 que visava, em primeiro 
lugar, criar as bases para que se pudessem identifi -
car os principais factores explicativos da evolução 
do consumo de gás natural. O lançamento deste 
trabalho surgiu em simultâneo com a defi nição 
das primeiras tarifas para o ano gás 2007-2008 
( Julho 2007 a Junho 2008). Este facto gerou a 
necessidade de concretizar o segundo objectivo do 
presente estudo: proporcionar ao regulador uma 
base de conhecimentos sufi ciente que possibilitas-
se interpretar e avaliar as tendências de evolução 
da procura do gás natural e, consequentemente, 
lhe permitisse contra argumentar as previsões das 
empresas relativas à evolução dessa variável no 
curto prazo. Neste contexto, o trabalho subdivi-
de-se em quatro partes. Na primeira parte des-
creve-se a evolução do consumo de gás natural até 
2006, por grupo de clientes. Após a fase inicial de 
implantação do gás natural em Portugal, as ta-
xas de crescimento têm vindo a diminuir de uma 
forma relativamente constante. Na segunda parte 
analisa-se o padrão de evolução do consumo de 
gás natural para os diferentes tipos de consumido-
res. No caso dos clientes directos e das distribuido-
ras regionais observa-se que a procura de gás na-
tural se caracteriza por uma forte sazonalidade. 
No caso dos centros electroprodutores, a procura 
de gás natural evidencia uma maior volatilidade 
do que nos dois restantes casos. Esta parte do tra-
balho visa igualmente evidenciar a existência de 
alguns factores explicativos da procura de gás na-
tural para os diferentes tipos de clientes recorrendo 
aos gráfi cos de dispersão e à análise econométrica. 
Na terceira parte, efectuaram-se previsões para a 

evolução do consumo de gás natural para o ano 
gás 2007-2008. O facto da evolução do consumo 
dos clientes directos e nas distribuidoras regionais 
ser marcado por um padrão perfeitamente identi-
fi cável levou à aplicação nestes dois casos da me-
todologia de previsão ARIMA (Autoregressive 
Integrated Moving Average). As previsões para 
os centros electroprodutores caracterizam-se por 
uma abordagem totalmente diferente. Como a 
evolução do consumo de gás natural por parte 
dos centros electroprodutores é bastante volátil e o 
peso de factores não modelizáveis é muito impor-
tante, recorreu-se à análise da evolução recente 
dos consumos dos centros electroprodutores. Esta 
análise foi completada perspectivando-se a possí-
vel evolução do consumo do gás natural. No fi nal 
do documento comparam-se os cenários de evo-
lução previstos pela ERSE para o ano gás 2007-
2008, com os valores previstos pelas empresas 
REN e Transgás.
Palavras-chave – Factores explicativos da pro-
cura, gás natural, modelos de previsão, sazona-
lidade, distribuidoras, grandes clientes, centros 
electroprodutores.

Para o presente estudo os consumos de gás 
natural em Portugal foram repartidos por três 
grandes segmentos: centros produtores de 
energia eléctrica, clientes directos e distribui-
doras regionais. Os centros electroprodutores 
que consomem gás natural são a Tapada do 
Outeiro, a Termoeléctrica do Ribatejo (TER) 
e o Carregado. As duas primeiras são centrais 
de ciclo combinado concebidas para operarem 
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a gás natural enquanto a do Carregado é uma 
central de turbina a vapor, originalmente con-
cebida para queimar fuelóleo, parcialmente 
convertida para gás natural. Os grandes direc-
tos ou clientes directos, são os consumidores 
industriais que consomem acima de 2 milhões 
de metros cúbicos e que são fornecidos pela 
Transgás, SA. Estes clientes são designados 
por clientes directos na medida em que são 
fornecidos pela Transgás, independentemen-
te de estarem fi sicamente ligados nas redes de 
alta, média ou baixa pressão. As distribuidoras 
regionais fornecem os restantes consumidores, 
estando os seus clientes igualmente segmen-
tados em função do seu consumo. As centrais 
electroprodutoras, os clientes directos e as dis-
tribuidoras foram, até ao fi nal 2006, forneci-
das em regime de exclusividade pela Transgás. 
A partir de 2003, o número de clientes tem, 
de uma forma geral, estagnado. Entre 2005 e 
2006, o número de clientes situou-se em cerca 
de 210 clientes (cerca de 195 clientes directos, 
cerca de 10 distribuidoras regionais e 5, cen-
tros electroprodutores). A análise da Figura 1, 
referente à evolução das vendas de gás natural 
da Transgás, permite atestar a elevada contri-
buição do mercado eléctrico na procura de gás 
natural. Torna-se igualmente claro que a pro-
cura de gás natural por parte das distribuido-
ras regionais regista uma contribuição bastante 
inferior à dos outros segmentos. Considerando 
apenas as vendas de gás natural da Transgás 
para satisfação dos consumos em território na-
cional, poder-se-á verifi car o peso relativo de 
cada um dos segmentos de mercado identifi -
cados. O mercado eléctrico, constituído pelos 
centros electroprodutores de energia eléctrica, 
tem assumido, desde 1998, um papel prepon-
derante na procura de gás natural em Portu-
gal, com um peso relativo entre 39% a 67%. Os 
clientes directos registam, igualmente, consu-
mos signifi cativos, tendo sido inclusivamente 
em 1997 e 2003, o segmento de mercado que 
mais contribuiu para a procura de gás natural 
em Portugal. As distribuidoras regionais, ape-
sar de agregarem a grande maioria dos clientes 

de gás natural, apresentam uma contribuição 
bastante mais moderada do que os restantes 
dois segmentos de consumo, registando pesos 
entre os 10% e os 19%, entre 1999 e 2006. 

A central a gás natural de ciclo combina-
do da Tapada do Outeiro representou até ao 
aparecimento da TER, em 2003, a quase to-
talidade dos consumos de gás natural pelos 
centros electroprodutores. Com a entrada em 
funcionamento da TER esta situação alterou-
se, tendo inclusive, em 2006, o consumo de gás 
natural da TER sido superior ao da central da 
Tapada do Outeiro.

Central da Tapada do Outeiro
A estratégia para a criação de um mercado de 

gás natural em Portugal assentou na existência 
de um cliente âncora, através do qual estivesse 
garantido um consumo apreciável de gás na-
tural, permitindo viabilizar economicamente 
a construção da infra-estrutura de transporte. 
Esse cliente foi a central termoeléctrica de ciclo 
combinado a gás natural da Tapada do Outei-
ro. A Tapada do Outeiro foi a primeira central 
de ciclo combinado da Península Ibérica sendo 
constituída por três grupos de 330 MW, perfa-
zendo uma potência instalada de 990 MW. A 
central da Tapada do Outeiro consome 1000 
milhões de m3 de gás por ano, para um factor 
de utilização de 70%. A entidade que explora 
a Tapada do Outeiro é a Turbogás, a qual viria 
a celebrar um contrato com a Transgás para 
o fornecimento de gás natural. O gás natural 
contratado tem por fi m a produção de ener-
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Figura 1 - Vendas de gás natural em quantidade2

Mercado Eléctrico

2  Ao longo do trabalho as quantidades de gás natural dizem respeito a metros cúbicos normais.
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gia eléctrica a vender à REN, não podendo ser 
vendido a outras entidades sem prévio acordo 
entre a Transgás e a Turbogás.

Central do Carregado
A Central do Carregado é constituída por 

seis grupos de 125 MW, perfazendo uma po-
tência instalada de 750 MW. O Carregado é 
uma central convencional de turbina a vapor 
concebida originalmente para queimar fuel nas 
caldeiras. Em Outubro de 1997, os grupos 5 
e 6 foram reconvertidos para queima dual de 
fuel ou gás natural. Os 250 MW de potência 
reconvertida podem consumir, admitindo um 
factor de utilização de 70%, 380 milhões de 
m3 de gás por ano. Contudo, a produção de 
energia eléctrica com recurso à queima de gás 
natural nesta central tem sido residual, com 
excepção feita ao ano de 1999.

O Acordo de Gestão de Consumo
O Acordo de Gestão de Consumo foi cele-

brado entre a Transgás e a REN com vista à 
disponibilização de gás natural para os centros 
electroprodutores pertencentes ao sistema 
eléctrico de serviço público - central da Tapada 
do Outeiro e central do Carregado. A Trans-
gás está obrigada a fornecer determinadas 
quantidades de gás natural enquanto à REN 
cabe despachar a energia eléctrica produzida a 
partir do gás natural nas centrais do sistema 
eléctrico de serviço público, viabilizando o 
consumo de gás natural acordado. A quantida-
de anual contratada (QAC) a que a Transgás 
se encontra obrigada a disponibilizar à REN, 
ao abrigo do Acordo de Gestão de Consumo, 
é de cerca de 1086 milhões de m3, entre 1999 
e 2021. Entre 1998 e 2005, a evolução do con-
sumo de gás natural das centrais da Tapada do 
Outeiro e do Carregado aproxima-se dos pres-
supostos do Acordo de Gestão de Consumo. 
Nos anos de 2004 e 2005, o Acordo de Gestão 
de Consumo foi concretizado fundamental-
mente através da central da Tapada do Outei-
ro. Este facto deve-se à considerável diferença 
do rendimento da central da Tapada do Ou-

teiro face à central do Carregado. Os desvios 
mais signifi cativos, face às quantidades de gás 
natural estipuladas no Acordo de Gestão de 
Consumo, ocorrem em 1999 e 2002. Nestes 
anos, as quantidades de gás natural fornecidas 
às centrais do sistema eléctrico de serviço pú-
blico para produção de energia eléctrica ultra-
passam em 29,1% e 22,6%, respectivamente, 
as quantidades acordadas. Importa referir que 
estes incrementos de produção eléctrica nestas 
centrais ocorreram em anos de fracas afl uên-
cias hidrológicas. Em sentido oposto, o gás na-
tural consumido pelas centrais da Tapada do 
Outeiro e do Carregado em 2006 foi inferior 
em cerca de 33% ao estipulado no Acordo de 
Gestão de Consumo. Observa-se que a produ-
ção de energia eléctrica por parte das centrais 
de ciclo combinado a gás natural evolui de 
uma forma simétrica relativamente à evolução 
do índice de produtibilidade hidroeléctrica. 
Em anos de maior afl uência hidrológica estas 
centrais produzirão menos energia eléctrica, 
enquanto que em anos de menor afl uência hi-
drológica estas centrais produzirão mais. Para 
além das afl uências hidrológicas, a energia 
eléctrica entregue pela Produção em Regime 
Especial (PRE) para consumos dos clientes 
dos comercializadores de último recurso é, 
realmente, outro factor que condiciona a pro-
dução de energia eléctrica das centrais a gás 
natural despachadas pela REN, nomeadamen-
te a central da Tapada do Outeiro. A Figura 2 
ilustra este facto. O peso da energia eléctrica 
emitida pelas centrais da Tapada do Outeiro 
e do Carregado conjuntamente com o peso da 
energia eléctrica entregue pela PRE na energia 
eléctrica consumida em Portugal continental 
tem oscilado em torno de 25%, ao longo do pe-
ríodo observado. Contudo, o peso das centrais 
a gás natural diminui ao longo do período, 
tendo-se esta tendência acentuado em 2006. 
Registe-se que em 2006, a potência instalada 
dos grupos geradores eólica aumentou 60%, 
num contexto em que a REN tem a obrigação 
de adquirir toda a energia eléctrica entregue 
pela PRE para consumo dos clientes do co-
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mercializador de último recurso. Deste modo, 
no consumo de gás natural pelos centros elec-
troprodutores vinculados pesa mais a evolução 
do investimento em centrais com tecnologias 
de produção de energia eléctrica alternativas às 
convencionais do que a evolução da procura de 
energia eléctrica.

Central Termoeléctrica do Ribatejo
A Central Termoeléctrica do Ribatejo (TER) 

é a segunda central de ciclo combinado a gás 
natural instalada em Portugal. É composta 
por três grupos com uma potência unitária 
de 392 MW, perfazendo uma potência ins-
talada de 1 176 MW. A entrada em funcio-
namento da TER deu-se de forma faseada a 
partir de 2003, ano de entrada em funciona-
mento do primeiro grupo, até 2005. A TER 
pertence ao grupo EDP e opera no merca-
do liberalizado de energia eléctrica, não 
estando, como tal, abrangida pelo Acordo 
de Gestão de Consumo. A TER beneficiou 
de 2004 ter sido um ano seco. Assim, o au-
mento do consumo de gás natural verifica-
do nesse ano já não se ficou a dever ao au-
mento do consumo nas centrais da Tapada 
do Outeiro e do Carregado, ao contrário do 
sucedido nos anos de 1999 e 2003, mas ao 
aumento do consumo da TER. Com efeito, 
o consumo de gás natural naquelas centrais 
registou uma diferença inferior a 1% face às 
quantidades definidas no Acordo de Gestão 
de Consumo. O primeiro ano em que os três 
grupos da TER funcionaram em pleno foi 
em 2006. Nesse ano, a TER consumiu 1 863 

milhões de m3 de gás natural o que corres-
ponde a um factor de utilização de aproxi-
madamente 56,5%.

A evolução do consumo dos clientes directos 
regista uma taxa de crescimento bastante acen-
tuada de 1997 a 2001, atenuando-se um pou-
co a partir desse ano. A evolução entre 1997 
e 2005 regista o mesmo comportamento da 
evolução da procura de gás natural. A evolução 
do consumo de gás natural depende do sector 
de actividade.

O gás natural consumido pelos cogeradores 
representa, desde 2001, o principal grupo de 
consumidores, sendo o consumo de gás natural 
pelos sectores cerâmico e vidreiro igualmente 
bastante importante, comparativamente com 
os restantes sectores. Assim, os sectores cerâ-
mico, vidreiro e têxtil tiveram um crescimento 
do consumo de gás natural muito acentuado 
nos primeiros anos, tendo estabilizado a partir 
de 2001. Por outro lado, o consumo na coge-
ração tem registado uma taxa de crescimento 
sensivelmente constante.

Cogeração
A cogeração está associada à produção com-

binada de energia eléctrica e calor, estando ge-
ralmente integrada em unidades industriais. 
A produção térmica da unidade de cogeração 
é utilizada pelo processo industrial onde a 
unidade se insere, enquanto que a produção 
de energia eléctrica é autoconsumida ou co-
locada nas redes para abastecimento dos con-
sumos dos clientes dos comercializadores de 
último recurso. A cogeração tem sido, dentro 
do segmento dos clientes directos, o sector de 
actividade que tem registado a maior taxa de 
crescimento. A cogeração tem benefi ciado de 
uma conjuntura favorável ao nível dos incen-
tivos para instalação de novas unidades a gás 
natural e reconversão de unidades existentes 
concebidas originalmente para operarem a 
fuel. Por outro lado, em 2002 foi concedida 
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Figura 2 - Índice de produtibilidade hidroelétrcica, 
peso da produção dos PRE, das centrais a gás natural 

do SEP na produção total

Clientes Directos
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uma autorização legislativa na qual passou a 
ser permitido aos cogeradores venderem a to-
talidade da energia produzida à rede a preços 
estabelecidos administrativamente, passan-
do estes a comprar a mesma energia ao preço 
médio dos clientes dos comercializadores de 
último recurso, a qual tem um custo substan-
cialmente inferior ao proveito proveniente da 
venda de energia.

Cerâmicas, Vidreiras e Têxteis
A indústria cerâmica é uma das actividades 

em que a qualidade do combustível é funda-
mental, tendo infl uência não só no custo dos 
produtos fabricados como também na sua qua-
lidade. As cerâmicas sempre utilizaram com-
bustíveis gasosos nos processos industriais, 
isto é, o principal produto de substituição do 
gás natural é o GPL o qual tem um custo es-
pecífi co superior. Por essa razão, o gás natural 
é muito competitivo neste sector. Entre 1997 
a 2001, a maior parte das cerâmicas na zona 
de infl uência das redes de gás natural foram 
convertidas. 

A indústria vidreira pode utilizar o gás natu-
ral tanto na fusão do vidro como nas restantes 
operações. Tradicionalmente, o combustível 
preferencial da indústria vidreira era o fueló-
leo dada as características particulares da sua 
chama. Contudo, em 2004, cerca de 8,1% dos 
clientes directos da Transgás eram vidreiras. O 
consumo médio na indústria vidreira é supe-
rior ao consumo da cogeração. 

A indústria têxtil é grande consumidora de 
vapor de água e de água quente, sendo o gás 
natural usado na sua produção. Em 2004, exis-
tiam 26 clientes directos da Transgás afectos 
à indústria têxtil, sendo que este sector repre-
senta o terceiro em número de consumidores 
logo após a indústria cerâmica e a cogeração. 

O crescimento do consumo nas indústrias 
cerâmicas, vidreiras e têxteis estagnou nos úl-
timos anos na medida em que a maioria dos 
clientes na área de infl uência das redes de gás 
natural se encontrava convertido.

As distribuidoras regionais que operam em 
Portugal são a Setgás, a Lisboagás, a Lusita-
niagás, a Portgás, a Tagusgás, a Beiragás, a Me-
digás, a Dianagás, a Duriensegás e a Dourogás. 
As quatro primeiras iniciaram a actividade de 
distribuição de gás natural em 1997, tendo as 
restantes iniciado a actividade de distribuição 
a partir do ano 2000. A Figura 3 apresenta a 
evolução dos consumos das distribuidoras re-
gionais, desde 1997. Observa-se que três dis-
tribuidoras se destacam em termos de volume 
de vendas: Lisboagás, Lusitaniagás e Portgás. 
Até 2001, inclusive, a Lusitaniagás foi a segun-
da maior distribuidora. Desde 2002, a Portgás 
passou a ser a segunda maior distribuidora em 
volume.

Da análise da Figura 3 é possível observar 
uma diferença muito signifi cativa entre os 
volumes de gás natural consumidos pela Lis-
boagás, Portgás, Lusitaniagás e Setgás face às 
restantes. Com efeito, as quatro distribuidoras 
referidas cobrem o eixo litoral, desde Setúbal 
até à fronteira norte de Portugal, onde a den-
sidade demográfi ca é maior, representando 
cerca de 90% do consumo total. Assim, é na 
área de infl uência destas distribuidoras que se 
concentram os grandes consumos domésticos, 
terciários e industriais. A criação destas qua-
tro zonas de concessão, através do Decreto-Lei 
n.º 33/91 de 16 de Janeiro, antes das restantes 
é consequência deste aspecto. A Beiragás e a 
Tagusgás foram constituídas em 1998 de for-

Distribuidores Regionais

Figura 3 - Evolução dos consumos das distribuidoras 
regionais
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ma a levar a cabo a distribuição de gás natural 
ao interior do país. Em 2000, a Beiragás ini-
cia a actividade de distribuição de gás natural 
e um ano mais tarde arranca a Tagusgás. Das 
10 distribuidoras regionais de gás natural há 
ainda a salientar a Medigás, a Dianagás, a Du-
riensegás e a Dourogás, que têm o estatuto de 
licenciadas, sendo abastecidas através de Uni-
dades Autónomas de Gás Natural Liquefeito 
(UAG), como consequência da opção pela 
diversifi cação do aprovisionamento através do 
projecto Terminal de GNL de Sines. As pri-
meiras licenciadas começaram a actividade de 
distribuição de gás natural no ano 2000, sem 
que o Terminal de GNL de Sines estivesse 
concluído, tendo sido abastecidas por camiões 
cisterna carregados em Espanha. A Dourogás 
apenas iniciou a sua actividade em fi nais de 
2005. A evolução do consumo de gás natural 
numa distribuidora regional apresenta tipica-
mente três fases. Numa primeira fase, o con-
sumo cresce de forma moderada, sendo que a 
construção de rede de distribuição nova preva-
lece face à ligação de clientes. Numa segunda 
fase desenvolvem-se simultaneamente a ex-
pansão das redes de distribuição e a ligação de 
clientes. A expansão das redes de distribuição 
começa por incidir nas áreas onde se concen-
tra o maior mercado potencial, ou seja, onde 
o retorno do investimento está mais assegu-
rado. Nesta altura, regista-se um crescimento 
do consumo bastante acentuado. Na terceira 
fase, verifi ca-se um abrandamento da evolução 
do consumo correspondente à saturação das 
redes onde localizam os maiores consumos 
e à expansão das redes para zonas de menor 
expressão em termos de mercado potencial. 
Esta evolução é perceptível para todas as con-
cessionárias, com excepção da Lisboagás. Com 
efeito, a Lisboagás parte de uma realidade di-
ferente na medida em que distribuía gás de 
cidade na cidade de Lisboa, isto é, uma parte 
considerável da sua área de infl uência já se en-
contrava infraestruturada. Foi com base neste 
pressuposto que a Concessão da Rede de Dis-
tribuição de Gás Natural de Lisboa foi atribu-

ída sem concurso público. Assim, a Lisboagás 
assentou a sua estratégia de expansão em dois 
vectores: operação de mudança do gás em Lis-
boa e rede nova nas áreas não cobertas pela 
rede de gás de cidade. 

Relativamente a dados de 2005, a Figura 4 
ilustra o anteriormente referido, evidenciando 
a existência de quatro grupos de empresas se 
considerarmos o crescimento médio das ven-
das entre 2002 e 2005 e o cumprimento dos 
objectivos propostos em termos de número de 
clientes fornecidos. Um primeiro grupo já ma-
duro, com poucas expectativas de crescimento, 
tendo ultrapassado os objectivos propostos em 
termos de número de clientes e que tem apre-
sentado um fraco crescimento das vendas. Este 
grupo é composto pela Lisboagás e pela Lusita-
niagás. Um segundo grupo de empresas, com-
posto por empresas que ainda não atingiram 
os objectivos propostos, embora não tenham 
apresentado um crescimento elevados das suas 
vendas. Este grupo é composto pela Setgás e 
pela Portgás. Um terceiro grupo composto 
pela Tagusgás, Beiragás e Dianagás, que tam-
bém não atingiram os objectivos propostos em 
termos de dimensão do mercado, mas que têm 
apresentado um crescimento das vendas eleva-
do. Esta tendência dever-se-á manter no futu-
ro. Finalmente, a Figura 4 apresenta um quarto 
grupo composto pela Duriensegás e pela Me-
digás, com taxas de crescimento das vendas ex-
tremamente elevadas e longe de terem atingido 
os objectivos propostos. Estas duas empresas 
deverão ainda apresentar taxas elevadas de 
crescimento do seu volume de negócios.
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Figura 4 - Crescimento das vendas nos últimos três anos e 
n.º de clientes distribuídos face aos objectivos propostos na 

concessão (ano de referência 2005)

Nota: A Duriensegás e a Medigás não têm os seus círculos preenchidos por os 
valores referentes ao cumprimentos dos objectivos serem estimados.
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Recorrendo à análise gráfi ca, a Figura 5 mos-
tra que a evolução das quantidades totais con-
sumidas de gás natural está muito dependente 
das aquisições dos centros electroprodutores. 
Procurou-se identifi car as principais variações 
mensais ocorridas nas vendas de gás natural 
aos clientes da Transgás entre Janeiro de 1997 
e Dezembro de 2006, desagregadas por dis-
tribuidoras de gás natural, clientes directos e 
produtores de energia eléctrica. Observa-se 
que estes consumos, embora crescentes, têm 
evoluído de uma forma extremamente volátil, 
sendo a evolução destes consumos efectuada 
por patamares, associados à entrada em fun-
cionamento de grupos produtores de energia 
eléctrica. Na fi gura estão evidenciados os prin-
cipais patamares de crescimento, em grande 
medida associados à entrada em serviço de 
novos grupos. A Figura 5 mostra igualmente 
que o gás natural vendido aos clientes direc-
tos tem crescido de uma forma relativamente 
constante. No que diz respeito às distribuido-
ras regionais, as quantidades adquiridas de gás 
natural caracterizam-se por uma forte sazona-
lidade: entre 1999 e 2006 os consumos míni-
mos verifi caram-se sempre no mês de Agosto 
e os consumos máximos nos meses de Janeiro 
ou de Dezembro. 

A Figura 6 apresenta as taxas de crescimen-
to médias anuais dos consumos de gás natural 
pelos centros electroprodutores, pelos clientes 

directos e pelas distribuidoras regionais. De 
um modo geral, as taxas de crescimento dimi-
nuíram, observa-se igualmente que os centros 
electroprodutores alternam taxas de cresci-
mento negativas com taxas de crescimento po-
sitivas. A volatilidade da evolução do consumo 
do gás natural é defi nida em termos marginais 
pelo desvio-padrão da taxa de variação mensal. 
Entre 1999 e 2006, o desvio-padrão da taxa 
de variação mensal foi de 51% no caso do gás 
natural vendido aos centros electroprodutores, 
de 19% no caso do gás natural vendido às dis-
tribuidoras regionais e de 9%, no caso do gás 
natural vendido aos clientes directos.

Como foi referido, as vendas de gás natural 
às distribuidoras apresentam um carácter sa-
zonal. A Figura 7 evidencia este facto ao apre-
sentar a evolução das vendas de gás natural por 
parte da Transgás às distribuidoras regionais, 
assim como as respectivas médias móveis cen-
tradas a 4 e 12 meses.

Tendo em conta que as séries temporais se 
caracterizam por contemplar as componentes 
de tendências, as sazonais, as cíclicas e as ir-

Figura 5 - Evolução das vendas de gás natural 

Análise Estatística e Econométrica

Análise gráfi ca e estatística descritiva

Nota: Dados Transgás, quantidades facturadas

Figura 6 - Taxa de crescimento médio anual
Nota: Dados Transgás, quantidades facturadas

Figura 7 - Vendas de gás natural às distribuidoras de 
gás natural
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regulares, numa primeira abordagem pode-se 
concluir que:

• A série das vendas aos produtores tem uma 
componente irregular muito pronunciada.

• A série das vendas aos clientes directos e às 
distribuidoras regionais apresentam uma ten-
dência crescente pronunciada.

• A série das vendas às distribuidoras regio-
nais apresenta uma tendência sazonal bastante 
vincada.

A análise da correlação dos consumos men-
sais de gás natural por parte dos centros elec-
troprodutores, das distribuidoras de energia 
eléctrica e dos clientes directos, que decorre da 
observação do Quadro 1 sustenta o tratamento 
diferenciado da evolução da procura do gás na-
tural por parte dos centros electroprodutores, 
por um lado, e por parte das distribuidoras re-
gionais e dos clientes directos, por outro lado. 
Embora o padrão de evolução das quantidades 
adquiridas pelas distribuidoras e pelos clientes 
directos seja diferente, estes têm um elevado 
coefi ciente de correlação, 0,93. Pelo contrário, 
a evolução das quantidades adquiridas pelos 
centros electroprodutores não apresenta uma 
correlação tão signifi cativa com as quantida-
des adquiridas pelas distribuidoras de energia 
eléctrica, 0,62, e pelos clientes directos, 0,71. 

Este ponto visa identifi car variáveis explicati-
vas da evolução do consumo de gás natural em 
Portugal. As primeiras variáveis identifi cadas 
são o preço do gás natural e de outros combus-
tíveis substitutos, assim como variáveis ma-
croeconómicas e climatéricas. Numa primeira 
análise sobre as variáveis explicativas (variáveis 
independentes) da evolução da procura de 
gás natural interessa perceber se as variáveis 
escolhidas apresentam alguma relação com a 

variável que queremos estudar (variável de-
pendente), neste caso a procura de gás natural 
mensal medido em m3(n) ou, se pelo contrário 
são acontecimentos independentes e, como tal, 
não apresentam uma relação. Para medir esta 
relação entre as variáveis vamo-nos socorrer de 
dois instrumentos estatísticos: a análise de cor-
relação e a análise da regressão. Esta análise é 
uma primeira abordagem. A interpretação dos 
resultados é efectuada com cautela pelo facto 
do gás natural em Portugal ter sido introduzi-
do há relativamente pouco tempo, sendo que 
muito da dinâmica da evolução do consumo 
de gás natural em Portugal se deve ao próprio 
efeito do arranque do sector e não depende em 
si de nenhum factor externo. Posteriormente, 
serão desenvolvidas análises com séries esta-
tísticas mais longas e com aplicação de mais 
metodologias.

Gráfi cos de dispersão
Iremos analisar a correlação entre duas vari-

áveis, a qual se designa por correlação simples. 
O diagrama de dispersão permite a represen-
tação gráfi ca da correlação simples que preten-
demos analisar entre as variáveis explicativas 
e a variável independente (consumo de gás 
natural). As variáveis em análise são os preços 
dos bens substitutos e os preços do gás natural. 
Por falta de séries temporais sufi cientemente 
longas, outras variáveis independentes não fo-
ram objecto de análise.

Preços
Para além dos preços médios do gás natural, 

os preços escolhidos foram seleccionados por 
dizerem respeito a bens, potencialmente, subs-
titutos do gás natural. Em termos económicos, 
um bem substituto de outro bem é um bem 
que pode assegurar a mesma função e repre-
sentar a mesma utilidade para o consumidor 
do que esse bem, embora não tenha precisa-
mente as mesmas características. Quando o 
preço de um bem aumenta a sua procura di-
minui, mas em contrapartida, a procura do 
bem substituto deverá aumentar. Assim, neste 
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Variáveis explicativas da evolução do consumo

Centros

electroprodutores

Distribuidoras

regionais

Grandes clientes

Centros

electroprodutores 1.00

Distribuidoras

regionais 0.62 1.00

Grandes clientes 0.71 0.93 1.00

QUADRO 1

Correlações das quantidades adquiridas mensalmente

3 Preço médioi = Facturação Transgási/Quantidades Transgás vendidasi, em que i = centros electroprodutores, distribuidoras regionais e clientes directos.
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ponto foram escolhidas como variáveis expli-
cativas respeitantes a bens substitutos, o preço 
do fuelóleo com teor de enxofre superior a 1%, 
comercializável até Dezembro de 2002, o pre-
ço do fuelóleo com teor de enxofre inferior a 
1%, o preço do gasóleo de aquecimento, a cota-
ção do Brent, o preço da electricidade, o preço 
do butano em garrafas, o preço do butano em 
granel, o preço do propano em garrafas, o pre-
ço do propano em granel e o preço do propano 
canalizado. Adicionalmente, como variáveis 
explicativas foram igualmente seleccionadas as 
tarifas de gás natural dos clientes domésticos e 
dos clientes industriais homologadas pela Di-
recção Geral de Geologia e Energia (DGGE) e 
o preço médio3 dos consumos dos centros elec-
troprodutores, das distribuidoras regionais e 
dos clientes directos. Os dados mensais con-
siderados iniciam-se em Janeiro de 1999 e ter-
minam em Dezembro de 2006, com excepção 
dos preços dos Gases de Petróleo Liquefeitos, 
GPL, cujas séries estão compreendidas entre 
Janeiro de 2004 e Dezembro de 2006.

Apenas são apresentados os gráfi cos que evi-
denciam uma possível relação entre o preço dos 
combustíveis e o consumo de gás natural. Sa-
lienta-se que em nenhum caso foi identifi cado 
qualquer relação entre os preços dos combus-
tíveis e o consumo de gás natural pelos centros 
electroprodutores.

A aparente correlação existente entre os 
consumos iniciais das distribuidoras regio-
nais e dos clientes directos e os níveis de 
preços de fuelóleo poderá apenas dever-se 
a uma relação espúria4. Esta relação poderá 

resultar do facto do preço do fuelóleo en-
contrar-se num nível reduzido na fase de 
arranque do gás natural em Portugal, sen-
do que o crescimento do consumo de gás 
natural e do preço do fuelóleo em simul-
tâneo poderá ser fruto de factores que não 
estão forçosamente relacionados. Os clien-
tes directos com cogeração podem possuir 
motores bi-fuel que lhes permite realizar o 
switching entre o gás natural e o fuelóleo.A 
relação entre as quantidades adquiridas pelos 
clientes directos e pelas distribuidoras regionais 
e os preços do fuelóleo será analisada econome-
tricamente, com mais detalhe, mais adiante. A 
Figura 9 apresenta o diagrama de dispersão do 
consumo de gás natural pelas distribuidoras re-
gionais e do preço do gasóleo de aquecimento.

Pela análise da figura conclui-se que dificil-
mente existirá uma relação entre o consumo 
das distribuidoras regionais e o valor mensal 
do preço médio do gasóleo de aquecimento. 
Mais adiante, avalia-se a existência ou não 
de uma relação entre estas duas variáveis 
através de uma análise econométrica. A Fi-
gura 10 apresenta o diagrama de dispersão 
do consumo de gás natural pelos clientes di-
rectos e da cotação média mensal do Brent.

Figura 8 - Fuelóleo

Figura 9 - Gasóleo de aquecimento

4 Uma relação espúria ocorre quando dois acontecimentos, não apresentando uma relação de causa/efeito entre si, a consideração de um terceiro elemento, 
comum aos dois acontecimentos, introduz uma casualidade inexistente entre os dois acontecimentos iniciais.

Figura 10 - Brent
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A análise da fi gura permite-nos indicar que 
o consumo de gás natural por parte dos clien-
tes directos aparenta uma correlação positiva 
com a cotação do petróleo. A explicação para 
tal relação poderá estar na simultaneidade da 
evolução do preço do Brent e do preço do fuel, 
que a análise às correlações efectuada no pon-
to seguinte evidencia, tornando o gás natural 
mais competitivo face ao fuel. Salienta-se que 
a actualização dos preços de gás natural face 
a um cabaz de preços de petróleos, decorren-
te do contrato de aquisição de gás natural em 
regime de take or pay celebrado com a SONA-
TRACH, apresenta um desfasamento de seis 
meses face às actualizações desses preços. Uma 
análise econométrica será efectuada de modo a 
analisar esta relação. 

A Figura 11 apresenta o diagrama de dis-
persão do consumo de gás natural das distri-
buidoras regionais e do preço do butano em 
garrafas.

A análise do diagrama de dispersão permite 
concluir que as duas variáveis não apresentam 
uma clara relação entre si. As distribuidoras 
regionais para abastecerem uma área com gás 
natural precisam, em primeiro lugar, de dispor 
de redes de distribuição. Assim, o facto de um 
cliente querer trocar o seu abastecimento atra-
vés de garrafas de butano para gás natural po-
derá não infl uenciar o consumo de gás natural. 
É necessário que, tecnicamente, essa mudança 
seja possível, independentemente da evolução 
do preço do butano em garrafa. Por outro lado, 
quando o consumidor já se encontra abasteci-
do por gás natural difi cilmente voltará à situ-
ação inicial, por comodidade. A análise econo-

métrica efectuada procurará confi rmar a pouca 
relação existente entre as quantidades de gás 
natural adquiridas pelas distribuidoras regio-
nais e o preço do butano garrafa. A Figura 12 
apresenta a correlação entre o consumo de gás 
natural das distribuidoras regionais e o preço 
do butano em granel.

Tal como referido anteriormente, a análise 
do diagrama permite concluir que não existe 
uma correlação entre o consumo de gás natu-
ral por parte das distribuidoras regionais e o 
preço mensal do butano em granel. A justifi -
cação referida na análise anterior é igualmen-
te aplicável nesta relação. Efectuar-se-á uma 
análise econométrica de modo a poder confi r-
mar a análise gráfi ca. A Figura 13 apresenta a 
correlação entre o consumo de gás natural das 
distribuidoras regionais e o preço do propano 
em garrafas.

Como nos dois casos anteriores efectuar-se-á 
uma análise econométrica de modo a confi r-
mar ou não a não existência de correlação. A 
Figura 14 apresenta a correlação entre o con-
sumo de gás natural pelos clientes directos e o 
preço do propano a granel.
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Figura 12 - Butano em granel

Figura 13 - Propano em garrafas

Figura 11 - Butano em garrafas
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Os consumos dos clientes directos encon-
tram-se positivamente correlacionados com os 
preços do propano a granel. A análise econo-
métrica procurará evidenciar o âmbito desta 
correlação. A Figura 15 apresenta a correlação 
entre o consumo de gás natural das distribui-
doras regionais e o preço do propano canali-
zado.

O diagrama de dispersão apresentado na fi -
gura anterior permite indicar que não existe 
uma relação entre o preço mensal do propano 
canalizado e o consumo de gás natural por parte 
das distribuidoras regionais. Tal como na fi gura 
anterior, a explicação para o diagrama poderá 
encontrar-se no efeito tempo e no efeito elasti-
cidade. Esta análise será completada com uma 
análise econométrica. As Figuras 16A e 16B 
apresentam o digrama de dispersão entre o con-
sumo de gás natural das distribuidoras regionais 
e dos clientes directos e o seu preço médio.

Existe uma relação entre o preço médio e o 
consumo dos clientes directos. Contudo, esta 
não é uma relação linear. Assim, ao longo do 
tempo dois factores parecem interagir, com 
efeitos opostos:

• O factor tempo associado à penetração das 
redes que leva ao aumento do consumo de gás 
natural, independentemente do aumento do 
seu preço com o tempo. Este efeito é particu-
larmente visível nos primeiros momentos.

• O efeito elasticidade procura - preço que 
leva à diminuição da procura do gás natural 
com o aumento do seu preço. 

Observa-se um comportamento semelhante, 
embora de uma forma muito mais difusa, entre 
as quantidades adquiridas pelas distribuidoras 
regionais e o seu preço médio.

Análise da correlação entre as variáveis in-
dependentes (Preços)

Analisou-se a correlação entre as variáveis 
independentes com séries mensais. O intuito 
desta análise reside na tentativa de identifi car 
variáveis que, por apresentarem andamentos 
parecidos entre si, possam ser substituídas por 
outras variáveis aquando da construção de re-
gressões.

As correlações superiores a 0,90 encontradas 
foram:

• Correlação entre 0,90 e 0,92 entre o pre-
ço da electricidade e o preço do butano em 
garrafa, do butano em granel, do propano em 
garrafa, do propano em granel e do propano 
canalizado.

• Correlação acima de 0,95 entre o preço do 
gasóleo de aquecimento e a cotação do Brent.

• Correlação de 0,90 entre o preço da electri-

Figura 14 - Propano a granel

Figura 15 - Propano canalizado

Figura 16B - Gás natural
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cidade e a cotação do Brent.
• Correlação entre 0,99 e 1 - correlação muito 

próxima da correlação total - entre butano em 
garrafas, butano a granel, propano em garrafa, 
propano em granel e propano canalizado. 

• Correlação entre 0,90 e 0,95 entre estes 
bens e a tarifa de gás natural para os domésti-
cos e uma correlação acima de 0,95 com a tari-
fa de gás natural para os industriais.

• Correlação acima de 0,95 entre o preço mé-
dio dos clientes directos e o preço do fuelóleo 
com teor de enxofre superior e inferior a 1%, 
butano em garrafas, butano a granel, propano 
em garrafa, propano em granel e propano ca-
nalizado.

Regressões
Recorrendo ao método dos mínimos quadra-

dos, efectuaram-se regressões entre as variáveis 
independentes e dependentes que apresentam 
as seguintes características:

• Grafi camente aparentam ter uma relação 
espúria.

• Grafi camente aparentam estar minima-
mente relacionadas.

• Terem uma frequência mensal.
O Quadro 2 apresenta a análise efectuada 

através do método dos mínimos quadrados.

Observa-se que, com excepção da regressão 
entre as quantidades de gás natural adquiridas 
pelos clientes directos e o preço do propano a 
granel, cujo teste de Durbin-Watson é inconclu-
sivo para um nível de signifi cância de 5%, todas 
as restantes regressões apresentam uma forte 
autocorrelação dos resíduos, tendo em conta 
este mesmo teste. Como as séries analisadas 

são séries temporais, este facto não é de es-
tranhar. Apenas foi efectuado um conjunto 
de testes à forma funcional (teste Ramsey 
Reset) e à heteroscedasticidade (teste White) 
às regressões que cumpriram os seguintes 
critérios5:

• A regressão evidencia uma relação espúria 
(por exemplo os preços do gás natural não 
estarem positivamente relacionados com as 
quantidades adquiridas).

• Terem um coeficiente de determinação6, 
R2, acima de 10%.

As regressões que cumprem estes cenários 
são as regressões definidas entre:

• As quantidades adquiridas de gás natural 
pelas distribuidoras regionais e o preço do 
fuelóleo com menos de 1% de enxofre.

• As quantidades adquiridas de gás natural 
pelos clientes directos e o preço do fuelóleo 
com menos de 1% de enxofre.

• As quantidades adquiridas de gás natural 
pelos clientes directos e o preço do propano 
a granel.

Um conjunto de testes foi efectuado às re-
gressões lineares entre as quantidades de gás 
natural adquiridas pelos clientes directos e o 
preço do propano a granel. 

O teste de Ramsey Reset à forma funcional 
rejeita a hipótese nula do modelo estar bem 
especificado, para um nível de significância 
de 5%. O teste White à heteroscedasticida-
de permite não rejeitar a hipótese nula. A 
hipótese nula do teste é a existência de ho-
moscedasticidade7 dos resíduos de que não 
se verifica heteroscedasticidade dos resídu-
os. Como já foi referido, o teste de Durbin-
Watson para níveis de significância de 5% é 
inconclusivo. Neste cenário alterou-se a for-
ma funcional da regressão. Num primeiro 
momento, testou-se uma relação quadrática 
entre as variáveis independente e dependen-
te. O teste de Ramsey Reset efectuado levou a 
rejeitar a regressão. Posteriormente, optou-
se por transformar a função linear numa 
função log-log, isto é, a variável dependente 
e a variável independente são logaritmiza-
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5 Também não foram incluídas as regressões com o fuelóleo com teor de enxofre acima de 1%, tendo em conta que o consumo deste combustível foi sub-
stituído por fuelóleo com teor de enxofre inferior a 1%, deixando de ser comercializado a partir de Janeiro de 2003.
6 Este coefi ciente mede a variação percentual de uma variável explicada pela correlação de ambas as variáveis.
7 Esta propriedade verifi ca-se quando a variância dos resíduos é constante.

QUADRO 2

Resultados das regressões pelo método 
dos mínimos quadros



469

das. O Quadro 3 apresenta os resultados da 
equação, assim como dos principais testes 
efectuados. 

Neste caso, o teste de Ramsey Reset permite 
não rejeitar a hipótese nula da forma funcio-
nal ser correcta par um nível de significância 
de 5%. Contudo, o teste de Durbin-Watson, 
embora de um menor grau, continua a não 
ser conclusivo para um nível de significância 
de 5%. Este facto levanta algumas dúvidas 
quanto a se poder considerar o elevado co-
eficiente de determinação, de cerca de 55%, 
nomeadamente se, como se verá, a série das 
quantidades adquiridas pelos clientes direc-
tos não é uma série estacionária. Todavia, 
esta análise permitiu evidenciar que o con-
sumo de gás natural pelos clientes directos 
não é insensível à evolução do preço do pro-
pano a granel.

Um conjunto de testes foi efectuado às re-
gressões lineares entre as quantidades de 
gás natural adquiridas pelos clientes direc-
tos e o preço do fuelóleo com menos de 1% 
de enxofre. 

O teste de Ramsey-Reset à forma funcional 
rejeita a hipótese nula do modelo estar bem 
especificado, para um nível de significância 
de 5%. O teste White à heteroscedastici-
dade efectuado permite rejeitar a hipótese 
nula. Tendo em conta teste de Durbin-Wat-
son existe autocorrelação dos resíduos, para 
um nível de significância de 5%. O Quadro 
4 apresenta os resultados da regressão da 
anterior função transformada em função 
quadrática. 

Neste caso, o teste de Ramsey-Reset per-
mite não rejeitar a hipótese nula da forma 
funcional ser a correcta. Contudo, os testes 
apresentados mostram existir heterosce-
dasticidade, assim como autocorrelação dos 
resíduos. A regressão foi transformada num 
modelo autoregressivo de grau 2, isto é, num 
modelo que inclua os termos de erros com 
dois desfasamentos temporais. O Quadro 
5 apresenta os resultados obtidos. Todavia, 
importa realçar que a presente análise per-
mitiu definir a existência de relação entre as 
quantidades de gás natural adquiridas pelos 
clientes directos e o preço do fuelóleo com 
menos de 1% de enxofre.

A autocorrelação dos resíduos foi elimina-
da. Todavia, o elevado valor do coeficiente de 
correlação leva a desconfiar dos resultados 
obtidos. A inclusão do factor tempo através 
do valor dos resíduos desfasados temporal-
mente levou a um aumento do coeficiente de 
correlação. Neste âmbito, deverá existir um 
claro problema de estacionariedade com a 
necessidade de co-integrar as duas variáveis. 
Esta análise será efectuada em posteriores 
trabalhos. O Quadro 6 apresenta os resulta-
dos dos testes efectuados às regressões linea-
res entre as quantidades de gás natural adqui-
ridas pelas distribuidoras regionais e o preço 
do fuelóleo com menos de 1% de enxofre. 

O teste de Ramsey Reset à forma funcional 
permite não rejeitar a hipótese nula do mo-
delo estar bem especifi cado, para um nível de 

QUADRO 3

variável independente variável explicativa coeficientes estatítica t

probabilidade

associada à 

estatística t

R2

probabilidade

associada à 

estatística F

Estatística

Durbin-Watson

Criterio de 

Informação Awaike

Criterio de 

Informação

Schwarz

Teste de 

heterocedasticidade - 

White

Teste de 

Ramsey Reset

Log preço propano 

a granel 0.49378 6.35 0.00000

constante 18.62 1,287.68 0.00000

log quantidades clientes directos 0.761754.2% 0.0000 1.5073 -2.5341 -2.4461 0.0615

Regressão (método mínimos quadrados) da função log-log 
das quantidades de gás natural adquiridas pelos clientes 

directos e do preço do propano a granel

variável independente variável explicativa coeficientes estatítica t

probabilidade

associada à 

estatística t

R2

probabilidade

associada à 

estatística F

Estatística

Durbin-Watson

Criterio de 

Informação Awaike

Criterio de 

Informação

Schwarz

Probablidade

associada ao teste F 

de

heterocedasticidade - 

White

Probablidade

associada ao 

teste F de 

Ramsey Reset

fuelóleo <1%S 764,887,390 4.39 0.00003

(fuelóleo<1%S)2 -761,502,425 -2.71 0.00801

constante -65,969,186 -2.52 0.01344

0.0078 0.245436.2726 36.35270.2652quantidades clientes directos 59.4% 0.0000

QUADRO 4

Regressão (mínimos quadrados) da função quadrática das 
quantidades de gás natural adquiridas pelos clientes directos 

e do preço do fuelóleo com menos de 1% de enxofre

variável independente variável explicativa coeficientes estatítica z

probabilidade

associada à 

estatística z

R2 Estatística

Durbin-Watson

Criterio de 

Informação Awaike

Criterio de 

Informação Schwarz

fuelóleo <1%S 338,810,796 2.10 0.03589

(fuelóleo<1%S)2 -105,825,864 -0.25 0.79896

ar(1) 0.566 2.36 0.01821

ar(2) 0.301 1.13 0.25846

quantidades clientes directos 90.6% 1.8 35.3025 35.5190

QUADRO 5

Modelo autoregressivo de grau 2 da função quadrática das 
quantidades de gás natural adquiridas pelos clientes directos 

e do preço do fuelóleo com menos de 1% de enxofre

QUADRO 6

variável independente
variável

explicativa
coeficientes estatítica t

probabilidade

associada à 

estatística t

R2

probabilidade

associada à 

estatística F

Estatística Durbin-

Watson

Criterio de 

Informação Awaike

Criterio de 

Informação

Schwarz

Probablidade associada 

ao teste F de 

heterocedasticidade - 

White

Probablidade

associada ao teste F 

de Ramsey Reset

fuelóleo <1%S 121,769,112 6.19 0.00000

constante 5,200,323 0.88 0.38314

quantidades distribuidoras 28.9% 0.32760.0000 0.6645 0.083935.737535.6840

 Testes à regressão linear entre as quantidades de gás 
natural adquiridas pelas distribuidoras regionais e o preço do 

fuelóleo com menos de 1% de enxofre
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significância de 5%. O teste White à hete-
roscedasticidade permite igualmente não re-
jeitar a hipótese nula de que não se verifica 
heteroscedasticidade dos resíduos. Todavia, 
o teste de Durbin-Watson mostra existir 
autocorrelação dos resíduos. A regressão foi 
transformada num modelo autoregressivo 
de grau 2, isto é, num modelo que inclua os 
termos de erros até dois desfasamentos tem-
porais. O Quadro 7 apresenta os resultados 
obtidos. 

A autocorrelação dos resíduos foi elimi-
nada. Contudo, neste caso também o ele-
vado valor do coeficiente de determinação 
leva a desconfiar dos resultados obtidos. 
A inclusão do factor tempo através do va-
lor dos resíduos desfasados temporalmente 
levou a um aumento do coeficiente de de-
terminação. Neste âmbito, deverá existir um 
claro problema de estacionariedade com a 
necessidade de cointegrar as duas variáveis. 
Esta análise será efectuada em posteriores 
trabalhos. Todavia, a presente análise defi-
niu a existência de relação positiva entre a 
evolução das quantidades de gás natural ad-
quiridas pelas distribuidoras regionais e a 
evolução do preço do fuelóleo com menos de 
1% de enxofre. Outros estudos deverão ser 
efectuados de modo a integrar de uma me-
lhor forma o factor temporal. O recurso aos 
modelos VAR (vectores autoregressivos) pa-
rece ser a melhor opção. No ponto seguinte, 
o factor temporal, pela sua importância, será 
considerado aquando da definição dos mo-
delos previsionais de evolução da procura 
das quantidades adquiridas pelas distribui-
doras às regionais e pelos clientes directos 
ao se recorrer à metodologia ARIMA. 

A irregularidade do consumo de gás natural 
por parte dos produtores de gás natural di-
ficulta a aplicação de uma metodologia esta-
tística de previsão. Neste sentido, o enfoque 
é dado à compreensão da evolução passada e 
tentar encontrar correlação entre a evolução 
do consumo de gás natural e outros factores 
de previsão, tais como a hidraulicidade ou 
a evolução da produção de energia eléctrica 
através de outras tecnologias, nomeadamen-
te através de grupos geradores eólicos. Nos 
cenários, que de seguida serão analisados, 
não são considerados os grupos de queima 
dual da central do Carregado, pelo carácter 
residual que têm demonstrado no consu-
mo de gás natural face aos restantes centros 
electroprodutores e por o Contrato de Aqui-
sição de Energia (CAE) do Carregado cessar 
em 2007.

Tapada do Outeiro
Cenário 1
Durante o ano gás 2007-2008, o fim dos 

CAE já deverá ser uma realidade. Contudo, 
o anunciado fim dos CAE apenas deverá 
dizer respeito aos centros electroproduto-
res pertencentes à EDP. Neste sentido, as 
centrais termoeléctricas desenvolverão um 
relacionamento comercial com o Agente Co-
mercial. Deste modo, a produção de energia 
eléctrica por estes produtores passará a ter 
um regime semelhante ao que vigora para os 
produtores em regime especial. À data da re-
alização do trabalho, o artigo 165.º do Regu-
lamento das Relações Comerciais estabelece 
que o comercializador de último recurso em 
MT e AT deve adquirir:

• Energia eléctrica produzida pelos produ-
tores em regime especial.

• Energia eléctrica ao Agente Comercial 
através de contratos bilaterais8. 

A energia eléctrica adquirida ao Agente 
Comercial corresponde à produzida pelos 
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8 A obrigação de aquisição de energia eléctrica ao Agente Comercial por parte do comercializador de último recurso não se verifi ca actualmente.

Previsões de consumo para o ano gás 2007-2008

Cenários de Evolução dos Consumos dos Centros 
Electroprodutores

variável independente
variável

explicativa
coeficientes estatítica z

probabilidade

associada à 

estatística z

R2

probabilidade

associada à 

estatística F

Estatística Durbin-

Watson

Criterio de 

Informação Awaike

Criterio de 

Informação

Schwarz

fuelóleo <1%S 118,222,477 2.53 0.01139

constante 7,555,491 0.48 0.63469

ar(1) 0.950 8.03 0.00000

ar(2) -0.259 -1.87 0.06148

quantidades distribuidoras 77.3% 0.0000 1.9876 34.7851 35.0016

QUADRO 7

Regressão (mínimos quadrados) da função quadrática das 
quantidades de gás natural adquiridas pelos clientes directos 

e do preço do fuelóleo com menos de 1% de enxofre
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centros electroprodutores que mantiveram 
os CAE, nomeadamente a central da Tapada 
do Outeiro. Pode-se assumir que as quanti-
dades definidas nos contratos bilaterais são 
as quantidades de energia eléctrica necessá-
rias para satisfazer o AGC. Neste sentido, o 
cumprimento do AGC, tal como ele existe, 
corresponde a um consumo de 1 086 000 
m3 (n), isto é, o equivalente a uma produção 
de 6 205 MWh e uma utilização de 71,5%.

Cenário 2
Foi referido que a evolução do consumo de 

gás natural pelos produtores de energia eléc-
trica está muito dependente da evolução de 
novos investimentos em centrais com outras 
tecnologias, nomeadamente a PRE. Num 
cenário extremo poder-se-á considerar que 
o verificado até 2006, isto é, que o aumento 
da produção dos PRE se fez, muito prova-
velmente, à custa da produção das centrais 
com CAE, continuará a verificar-se após o 
término dos CAE das centrais pertencen-
tes à EDP. Neste cenário, há que estimar a 
evolução da PRE e em particular dos grupos 
geradores eólicos. A REN previu que o peso 
das eólicas representa cerca de 43% das emis-
sões da PRE em 2007. Em 2005, a energia 
eólica apenas representava 26% do total da 
energia eléctrica entregue para a rede públi-
ca pela PRE. Nas tarifas de energia eléctrica 
para 2007 foi previsto um forte incremento 
da produção de energia eléctrica pelas cen-
trais eólicas, acima de acima de 2 000 MWh, 
levando a que o nível de produção das cen-
trais eólicas seja próximo da produção das 
centrais a gás natural com CAE. Foi igual-
mente previsto que a produção das restantes 
PRE aumente, embora de uma forma muito 
menos acentuada. Deste modo, assume-se 
neste cenário que a tendência de crescimen-
to das centrais eólicas se fará mormente à 
custa da produção da central da Tapada do 
Outeiro. Resta então determinar qual o in-
cremento das centrais eólicas e o incremento 
dos consumos em Portugal continental. A 
Figura 17 mostra a evolução da potência ins-

talada prevista dos grupos geradores eólicos, 
comparando o previsto em 2005 no plano de 
investimento da REN, com o valor médio do 
ano implícito nas tarifas de 2007. Conside-
rou-se um coeficiente de utilização de 26%, 
igual ao verificado em 2006, para definir a 
potência instalada das centrais eólicas implí-
cita nas tarifas de 2007. 

Observa-se um forte crescimento da po-
tência instalada implícita nas tarifas de 2007 
face ao verificado em 2006 (ano em que a 
potência instalada já tinha aumentado 60% 
face ao ano anterior). Contudo, os valores 
implícitos nas tarifas são inferiores aos valo-
res constantes do plano de investimento da 
REN de 2005. Extrapolou-se a potência ins-
talada média dos grupos geradores eólicos 
para o ano gás 2007-2008, tendo em conta 
o crescimento previsto de 43%, entre 2006 
e 2007. A potência instalada resultante é de 
2 614 MW. Para um factor de utilização de 
30%, a produção de energia eléctrica é assim 
de 6 796 GWh. O Quadro 8 apresenta os 
valores previstos para este cenário da produ-
ção na central da Tapada do Outeiro, com 
base na extrapolação para o ano gás 2007-
2008 das taxas de variação constantes das 
previsões para as tarifas de 2007:

• Dos consumos totais em Portugal conti-
nental.

• Da produção da PRE que não sejam ge-
radores eólicos. 

• Da produção prevista para a energia eó-
lica.

O valor resultante de 3 976 GWh é li-

Figura 17 - Evolução da potência instalada verifi cada, 
prevista no plano de investimento 2006-2011 da REN e 

implícita nas tarifas de 2007

ANÁLISE DO CONSUMO DE GÁS NATURAL 
PARA O ANO GÁS 2007-2008
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geiramente inferior ao valor verificado em 
2006. Este valor resultaria num consumo de 
701 559 m3, muito abaixo do actual AGC. 
Assim, considera-se este cenário pouco pro-
vável no quadro da manutenção do CAE da 
central da Tapada do Outeiro e do carácter 
prioritário que terá a energia eléctrica pro-
duzida por esta central, para o comerciali-
zador de último recurso. Por outro lado, as 
centrais a carvão do Pego e de Sines estarão 
paradas durante alguns meses ao longo do 
ano gás 2007-2008 devido aos investimen-
tos de dessulfurização programados. Neste 
âmbito, as centrais de ciclo combinado a 
gás natural terão um papel preponderante 
na substituição da produção das centrais a 
carvão. Contudo, sublinhe-se que este facto 
já foi considerado aquando da definição das 
tarifas de energia eléctrica para 2007, o que 
não impediu a REN de prever um consumo 
de gás natural para 2007 de cerca de 0,9 bcm, 
abaixo dos montantes implícitos no AGC.

Termoeléctrica do Ribatejo
Embora este centro electroprodutor tenha 

actuado desde o início no mercado liberali-
zado, este interveniente está associado a um 
contrato de take or pay, tal como a central a 
ciclo combinado a gás natural da Tapada do 
Outeiro, neste caso celebrado com a Nige-
rian Limited. O primeiro ano em que a TER 
funcionou com os seus três grupos foi 2006. 
Nesse ano, o seu consumo foi superior ao do 
ano anterior (em que não teve os três gru-
pos a funcionar em pleno) em cerca de 20%, 
pelo que se prevê que este crescimento não 
se deverá manter. Contudo, se considerar-
mos os investimentos em carteira das cen-
trais de ciclo combinado a gás natural, pro-
gramados para os finais de 2008, e o facto 

de que a TER só registou uma utilização de 
57%, ainda deverá existir alguma margem de 
crescimento para a produção da TER. Neste 
contexto propõe-se dois cenários: um pri-
meiro cenário com um nível de consumo de 
gás natural mais modesto, igual ao consumo 
verificado em 2006, de 1 037 106 m3(n) de 
gás natural, no qual se considera haver pou-
ca margem de manobra para o crescimento 
da produção tendo em conta a evolução da 
PRE. Contudo, esta produção é suficiente 
para satisfazer o take or pay de 1 bcm (n) de 
GNL; no segundo cenário, mais expansivo, 
prevê-se o consumo de gás natural 5% aci-
ma do ocorrido em 2006, igual a 1 089,5 106 
m3 (n), levando a um factor de utilização da 
central de 60%.

No que diz respeito à venda de gás natu-
ral para consumo de clientes directos ou das 
distribuidoras regionais, as análises econo-
métricas efectuadas podem ser completadas 
com métodos previsionais, nomeadamente 
o ARIMA, depois da devida “estacionariza-
ção”9 das séries.

Consumo de gás natural pelas distribui-
doras regionais

Análise da estacionaridade
As séries temporais podem não ser esta-

cionárias. A estacionaridade das séries é 
uma pré-condição necessária à aplicação das 
análises previsionais do tipo ARIMA, bem 
como à realização de regressões. Em termos 
genéricos, um processo é estacionário em 
sentido estrito se para qualquer inteiro posi-
tivo n, para quaisquer inteiro t1, t2, …, tn e 
tk, os vectores de variáveis aleatórias (Yt1,…
Ytn) e (Yta+k,….,Ytn+k) tiverem a mesma 
distribuição:

F(y1, y2, …., yn;t1, t2,…,tn)=F(y1,y2,…
,yn;t1+k, t2+k, …,tn+k), sendo que 
(y1,y2,…,yn) pertence a Rn. Assim, é indife-
rente observar a série em qualquer período. 
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9 Tornar a média e a variância da variável dependente constante ao longo do tempo.

Análise ARIMA das séries respeitantes às distribui-
doras regionais e aos clientes directos

QUADRO 8

Previsões cenário 2



473

A estacionaridade em sentido restrito é uma 
propriedade muito difícil de se verificar na 
realidade. Deste modo, aceita-se como con-
dição de verificação da estacionaridade, a es-
tacionaridade em sentido lato, que se traduz 
nos seguintes pontos:

• A variância e a média são constantes.
• Os resíduos são resíduos brancos, isto é, 

E(εt)=o e Var(εt)=σ2

O primeiro passo do trabalho consiste na 
análise à estacionaridade. O Quadro 9 mos-
tra que para um nível de significância de 5%, 
não se rejeita a hipótese nula de que as vari-
âncias são iguais e rejeita-se a hipótese nula 
de que as médias são iguais. 

A consideração da igualdade das variâncias 
leva a que não se tenha de logaritmizar a sé-
rie. A rejeição da hipótese nula das médias 
iguais obrigar a integrar a série, isto é, de-
terminar cada valor em t, com base no veri-
ficado no passado. No caso da integração de 
grau 1, ter-se-á:

Sendo , o valor previsto da série Y no 
momento t e  uma constante relaciona-
da com a tendência de longo prazo da série. 
A análise das autocorrelações dos resíduos 
permite ajudar na definição do grau de inte-
gração a considerar. A Figura 18 mostra que 
os coeficientes de autocorrelação dos resídu-
os (ACF) até um desfasamento temporal de 
28 meses distam mais de dois erros padrão 
em relação a zero10. Observa-se igualmente, 
o carácter sazonal, de 12 em 12 meses, da 
evolução da autocorrelação dos resíduos.

Definição do modelo ARIMA
Um modelo ARIMA (p,d,q) de previsão, 

não sazonal, define-se pelos seguintes vec-
tores:

• p, o número do termo de autoregressão, 
e que diz respeito aos desfasamentos das sé-
ries que aparece na equação de previsão.

• d, o número das diferenças não sazonais 
que é necessário aplicar para tornar a série 
estacionária, isto é, o grau de integração.

• q, o número de diferenças dos erros pre-
visionais, chamadas de termos das médias 
móveis.

Assim, por exemplo, um modelo ARIMA 
(1,1,1) será definido do seguinte modo:

Em que: 
• , representa o termo de diferencia-

ção.
• , representa o termo de regressão, 

de uma forma geral, existe quando o modelo 
é sub-integrado.

• , representa o termo de média 
móvel dos erros, de uma forma geral, existe 
quando o modelo é sobre-integrado.

• , é uma constante que representa a ten-
dência de longo prazo.

Se considerarmos a sazonalidade, a estas 
parcelas definidas juntam-se parcelas equi-

QUADRO 9

Análise à igualdade da variância e à igualdade das mádias do 
consumo do gás natural pelas distribuidoras regionais

Figura 18 - Coefi cientes de autocorrelação dos 
resíduos

10 As linhas horizontais assinalam a distância de 2 erros padrão em relação a zero.
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O teste aumentado de Dick-Fuller é uti-
lizado para avaliar se uma série é ou não 
estacionária. No caso presente, o teste 
de Dick-Fuller permite rejeitar a hipótese 
nula de que a série das quantidades factu-
radas de gás natural pelas distribuidoras 
regionais, com integração de grau 1, não 
é estacionária para um nível de signifi-
cância de 1%, isto é, a série é estacionária.

Teste Estatístico aumentado de Dick-Fuller  -10,36

    1%   Valor crítico* -3,49
    5%   Valor crítico -2,89

    10% Valor crítico -2,58

Acresce definir qual o modelo ARIMA 
que melhor se coaduna às particularidades 
das séries:

• Não estacionária de grau 1.
• Com sazonalilidade para um período de 

12 meses.
• Com autocorrelação dos resíduos positiva 

e muito significativa para um desfasamento 
de 2 meses, indicando a necessidade de incluir 
um termo de regressão. Este comportamento 
verifica-se igualmente após o 12º mês.

• Com autocorrelação parcial dos resíduos 
negativa e significativa a partir do terceiro 
mês, indicando a necessidade de incluir um 
termo de média móvel.

Depois de se ter definido a periodicidade 
para 12 meses, efectuaram-se previsões para 
um conjunto de modelos ARIMA eviden-
ciados no quadro seguinte. Escolheu-se o 
modelo ARIMA recorrendo a um conjunto 
de análises, nomeadamente, à análise dos 
critérios de informação11(Akaike’s e Swartz) 
e do grau de significância dos termos, para 
um nível de significância de 5%12.

Os modelos escolhidos são
• ARIMA(1,1,1) (0,1,2), com sazonalida-

de e sem constante:

474

11 Os teste de critérios de informação Akaike e Schwartz, testam a capacidade do modelo estatístico se ajustar à realidade.
12  Para além destas análises, a comparação gráfi ca dos valores obtidos através dos modelos com valores mais signifi cativos e dos valores ocorridos foi igual-

mente realizada. Por uma questão de dimensão, esta comparação não é aqui apresentada.

QUADRO 10

Teste aumentado de Dick-Fuller de rejeição da hipótese nula 
de que a série é não estacionária

*Valor crítico de MacKinnon para a rejeição da hipótese nula da raiz unitária

Figura 19 - Autocorrelação dos resíduos

Figura 20 - Autocorrelação parcial dos resíduos

valentes relativas a desfasamentos sazonais. 
A definição do modelo ARIMA é um pro-
cesso interactivo, o qual é efectuado após se 
ter definido se o modelo é ou não estacioná-
rio. No caso presente, em que o modelo não 
é estacionário, houve necessidade de o inte-
grar. É comummente aceite de que o grau de 
integração não pode ultrapassar 2 períodos. 
Numa primeira fase, integrou-se o modelo 
para um período e analisaram-se as auto-
correlações dos resíduos (ACF) e as auto-
correlações parciais dos resíduos (PACF). A 
Figura 19 e a Figura 20 apresentam, respec-
tivamente, os gráficos das ACF e das PACF, 
para um modelo ARIMA (0,1,0), isto é, um 
modelo com diferenciação de grau 1. Obser-
va-se que os valores da autocorrelação para 
o 12º mês são bastante elevados, evidencian-
do a existência de sazonalidade. No 2º mês 
existe igualmente uma autocorrelação eleva-
da dos resíduos.
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A Figura 21 apresenta a evolução estima-
da pelo modelo ARIMA(1,1,1) (0,1,2) das 
quantidades adquiridas de gás natural pelas 
distribuidoras regionais entre 1998 e 2008, 
comparando-a com os valores ocorridos. 

Observa-se que os valores propostos pelo 
modelo e os valores ocorridos são muito 
próximos, sendo que o modelo consegue 
replicar com precisão o padrão de evo-
lução sazonal da procura de gás natural 
por parte das distribuidoras regionais. A 
Figura 22 apresenta a evolução estimada 
pelo modelo ARIMA(1,1,1) (0,1,0)  das 
quantidades adquiridas de gás natural pe-
las distribuidoras regionais entre 1998 e 
2008, comparando-a com os valores ocorri-
dos. Observa-se igualmente que os valores 
do modelo e os valores ocorridos são muito 
próximos.

• ARIMA(1,1,1) (0,1,0), com sazonalida-
de e sem constante:

Figura 21 - Estimativa das quantidades adquiridas 
pelas distribuidoras regionais e valores ocorridos 

(modelo ARIMA (1,1,1) (0,1,2))

QUADRO 11

Modelos ARIMA para as quantidades de gás natural 
adquiridas pelas distribuidoras regionais
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Figura 22 - Estimativa das quantidades adquiridas 
pelas distribuidoras regionais e valores ocorridos 

(modelo ARIMA (1,1,1) (0,1,0))
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Após a série das quantidades adquiridas pe-
los clientes directos ter sido logaritimizada e 
integrada para o grau 1, esta pode ser consi-
derada estacionária, como se pode observar 
do Quadro 14. Assim, este Quadro mostra13 

que, para um nível de signifi cância de 5%, não 
se rejeita a hipótese nula das médias e das vari-
âncias serem iguais, ou seja, a série poderá ser 
estacionária.

Contudo, a análise gráfi ca da autocorrelação 
dos resíduos não demonstra claramente que a 
série é estacionária. Assim, a Figura 24 mostra 
que a série da autocorrelação dos resíduos de-
cresce de uma forma muito ligeira, apresentan-
do valores negativos e positivos alternadamen-
te. O facto do primeiro termo não ser positivo 
leva a concluir que o modelo não deverá reque-
rer um termo de diferenciação. Por seu lado, a 
série da autocorrelação parcial decresce clara-
mente em termos absolutos, sendo o primeiro 
termos negativo, o que indica a necessidade do 
modelo incluir um termo de média móvel dos 
resíduos. Em ambos os casos, é clara a sazona-
lidade das séries a 12 meses.
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13 Os teste de critérios de informação Akaike e Schwartz, testam a capacidade do modelo estatístico se ajustar à realidade.
14  Para além destas análises, a comparação gráfi ca dos valores obtidos através dos modelos com valores mais signifi cativos e dos valores ocorridos foi igual-

mente realizada. Devido à sua dimensão, esta comparação não é aqui apresentada.

Figura 23 - Autocorrelação dos resíduos 

QUADRO 14

Análise à igualdade da variância e à igualdade das médias 
das quantidades de gás natural adquiridas pelos clientes 

directos

O Quadro 12 apresenta as quantidades 
de gás natural previstas serem consumidas 
pelas distribuidoras regionais no ano gás 
2007-2008 e 2006-2007 resultantes da apli-
cação dos modelos escolhido. Este Quadro 
apresenta igualmente as quantidades de gás 
natural adquiridas pelas distribuidoras re-
gionais entre Junho de 2005 e Dezembro de 
2006, comparando-os com os valores esti-
mados pelo modelo. Para o ano gás 2007-
2008, as taxas de crescimento face ao perío-
do anterior estão compreendidas entre 3% e 
4,5%, o que corresponde a quantidades entre 
719 325 103 m3 (n) e 737 175 103 m3 (n).

Consumo de gás natural pelos Clientes 
Directos

Neste ponto, procurar-se-á definir um mo-
delo ARIMA que permita prever a evolução 
do consumo de gás natural por parte dos 
clientes directos.

Análise da estacionaridade
O Quadro 13 mostra que a série das quan-

tidades adquiridas pelos clientes directos 
não é estacionária, tendo em conta que tan-
to se rejeita os testes à igualdade das médias, 
como se rejeita os testes à igualdade das va-
riâncias. Deste modo, a série deverá ser inte-
grada e logaritmizada. 

A Figura 23 confirma a não estacionarida-
de da série. Observa-se que apenas a partir 
do trigésimo primeiro mês os resíduos dis-
tam menos de dois erros padrão em relação 
a zero. Observa-se igualmente o contínuo 
decréscimo dos resíduos.

Jan-Dez

2006

(1)

Julho 2005 -

Junho 2006

Julho 2006 -

Junho 2007

(2)

Jan 2007 -

Dez 2007

(3)

Julho 2007 -

Junho 2008

(4)

%

(2)-(1)/(1)

%

(3)-(1)/(3)

%

(4)-(2)/(2)

Quantidades ocorridas 682,143 667,502 - - - - - -

ARIMA(1,1,1)(0,1,2) 686,747 673,863 707,464 717,968 737,175 3.0% 4.5% 4.2%

ARIMA(1,1,1)(0,1,0) 679,185 672,646 698,497 709,738 719,329 2.8% 4.5% 3.0%

Unidade: 103 m3

QUADRO 12

Quantidades previstas pelos modelos

QUADRO 13

Análise à igualdade da variância e à igualdade das médias  
das quantidades de gás natural adquiridas pelos clientes 

directos
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Defi nição do modelo ARIMA
O modelo ARIMA escolhido deve-se ajustar 

às seguintes características da série analisada: 
• Não estacionária de grau 1.
• Com sazonalilidade para um período de 12 

meses.
• Com autocorrelação dos resíduos, ora po-

sitiva ora negativa, com uma leve tendência 
decrescente em termos absolutos, voltando a 
ser signifi cativamente positiva no 12º mês. A 
Figura 24 mostrou que no primeiro mês o des-
fasamento é negativo, indiciando que poderá 
não ser necessário a inclusão de um termo de 
regressão.

• Com autocorrelação parcial dos resíduos 
negativa decrescente, passando a positiva e 
signifi cativa no 12º mês. Registe-se, que no 
primeiro mês o desfasamento é signifi cati-
vo e negativo, indiciando a necessidade de 
inclusão de um termo de média móvel dos 
resíduos.

Os modelos que respondem a esses critérios 
são apresentados no Quadro 16.

Como no caso precedente escolheu-se o 
modelo ARIMA recorrendo à análise dos 
critérios de informação e o grau de signifi -
cância dos termos14, para um nível de signi-
fi cância de 5%. O Quadro 16 apresenta os 
testes de critérios de informação para os mo-
delos ARIMA acima defi nidos, bem como os 
valores e os testes t de Student dos seus res-
pectivos termos. Os modelos escolhidos são:

• Modelo logarimizado com sazonalidade 
ARIMA(0,1,1) (0,1,0) e sem constante:

• Modelo logarimizado com sazonalidade 
ARIMA(0,1,1) (0,1,1) e sem constante:

Não foram escolhidos os modelos com cons-
tantes por estas serem negativas, indicando 
uma tendência de longo prazo decrescente 
que se deve ao peso dado pelos modelos aos 
primeiros anos das séries. A normal infl exão 
do crescimento após os primeiros anos de ar-
ranque enviesa os resultados.

Contradizendo os resultados da análise do 
gráfi co, o teste aumentado de Dick-Fuller vem 
corroborar os testes à igualdade da variância e 
da média da série, ao permitir rejeitar a hipó-
tese de que a série logaritmizada das quanti-
dades facturadas de gás natural pelos clientes 
directos, com integração de grau 1, não é esta-
cionária para um nível de signifi cância de 1%. 
Deste modo, não é necessário elevar o grau de 
integração da série.

Teste Estatístico aumentado de 
                          Dick-Fuller  

-16,54

    1%   Valor crítico* -3,49

    5%   Valor crítico -2,89
    10% Valor crítico -2,58

Figura 24 - Autocorrelação dos resíduos e 
autocorrelação parcial dos resíduos após a integração 

de grau 1

QUADRO 15

Teste aumentado de Dick-Fuller de rejeição da hipótese nula 
de que a série é não estacionária

*Valor crítico de MacKinnon para a rejeição da hipótese nula da raiz unitária

ANÁLISE DO CONSUMO DE GÁS NATURAL 
PARA O ANO GÁS 2007-2008
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com os valores ocorridos. Observa-se que, os 
valores do modelo e os valores ocorridos são 
próximos. Contudo, o modelo nem sempre 
consegue ajustar-se com precisão à realidade, 
nomeadamente, no que diz respeito aos meses 
de maior consumo.

A Figura 26 apresenta a evolução estimada 
pelo modelo ARIMA(0,1,1) (0,1,1) das quan-
tidades adquiridas de gás natural pelos clien-
tes directos entre 2000 e 2006, comparando-a 
com os valores ocorridos. Este modelo estima 
um crescimento das quantidades adquiridas 
mais acentuado do que o modelo anterior. 

As quantidades adquiridas pelas distribui-
doras regionais assumem um maior grau de 
imprevisibilidade. Assim, o Quadro 17 mostra 
que a margem de evolução do consumo de gás 
natural pelos clientes directos é bastante alar-
gada, encontrando-se entre 1% e 5%, se con-
siderarmos os dois modelos seleccionados. Se 
não aparecerem novos clientes directos, como 
deverá ser o caso para o ano gás 2007-2008, o 
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13 Os teste de critérios de informação Akaike e Schwartz, testam a capacidade do modelo estatístico se ajustar à realidade.

Figura 25 - Estimativa das quantidades adquiridas 
pelos clientes directos e valores ocorridos (modelo 

ARIMA(0,1,1) (0,1,1))

Figura 26 - Estimativa das quantidades adquiridas 
pelos clientes directos e valores ocorridos (modelo 

ARIMA(0,1,1) (0,1,1))

A Figura 25 apresenta a evolução estimada 
pelo modelo ARIMA(0,1,1) (0,1,0) das quan-
tidades adquiridas de gás natural pelos clien-
tes directos entre 2000 e 2006, comparando-a 

QUADRO 16

Modelos ARIMA para as quantidades de gás natural 
adquiridas pelos clientes directos
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• Cenário escolhido, (4,36 bcm (n) ). Este ce-
nário corresponde ao cenário em que os consu-
mos que se consideraram mais prováveis, isto é:

• O valor médio do intervalo para o consumo 
das distribuidoras, 0,73 bcm.

• O valor mais baixo do intervalo do consu-
mo dos clientes directos, 1,52 bcm, por se con-
siderar que, sem a entrada de novos clientes, o 
crescimento dos consumos tendem assimpto-
ticamente para zero.

• O respeito pelo AGC da Turbogás e con-
sumo igual ao verifi cado em 2006 pela TER, 
respectivamente, 1,08 bcm (n) e 1,04 bcm, 
perfazendo um total 2,12 bcm (n) para os cen-
tros electroprodutores.

A previsão da REN corresponde a 4,31 bcm 
(n), muito próximo do cenário considerado 
mais provável pela ERSE. Por seu lado, as 
previsões da Transgás situam-se claramente 
acima do intervalo proposto pela ERSE. Re-
corde-se que o valor máximo da ERSE tem 
subjacente taxas de crescimento anuais dos 
consumos das distribuidoras e dos clientes 
directos de 4,5% e 5,2%, respectivamente, 
e um incremento do consumo da TER de 
5% face ao verificado em 2006, bem como 
o respeito pelo AGC no caso da Tapada do 
Outeiro.

crescimento deverá tender assimptoticamente 
para zero. A prevista entrada em funcionamen-
to da cogeração na Portucel de Setúbal, em 
Março de 2008, pouco alterará esta situação. 
Neste contexto, consideram-se valores próxi-
mos do limite inferior do intervalo considerado 
como sendo os mais prováveis, isto é, a considera-
ção de valores à volta de 1,52 bcm (n).

De acordo com os resultados obtidos na sec-
ção anterior, as previsões da ERSE agrupam-
se em três cenários:

• Cenário alto (4,51 bcm (n) ), que corres-
ponde à soma dos valores mais elevados dos 
intervalos de consumos (0,74 bcm (n) nas dis-
tribuidoras, 1,61 bcm (n) nos clientes directos 
e 2,2 bcm (n) nos centros electroprodutores).

• Cenário baixo (3,97 bcm (n) ), que corres-
ponde à soma dos valores mais baixos dos in-
tervalos de consumos (0,72 bcm (n) nas distri-
buidoras, 1,52 bcm (n) nos clientes directos e 
1,69 bcm (n) nos centros electroprodutores).

QUADRO 17

Quantidades adquiridas pelos clientes directos preistas pelos 
modelos

Jan-Dez

2006

(1)

Julho 2005 -

Junho 2006

Julho 2006 -

Junho 2007

(2)

Jan 2007 -

Dez 2007

(3)

Julho 2007 -

Junho 2008

(4)

%

(2)-(1)/(1)

%

(3)-(1)/(3)

%

(4)-(2)/(2)

Quantidades

ocorridas 682,143 667,502 - - - - - -

ARIMA(0,1,1)(0,1,0) 1,496,733 1,474,771 1,506,303 1,506,133 1,517,336 0.6% 0.6% 0.7%

ARIMA(0,1,1)(0,1,1) 1,502,570 1,473,567 1,524,994 1,555,275 1,605,019 1.5% 3.5% 5.2%

Unidade: 103 m3

Conclusões
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