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AGENCIA NACIONAL DE ENERGIA ELETRICA
NOTA TECNICA N2 233/2025-STR/ANEEL

Referéncia: 48500.003997/2025-10

Assunto: Homologagao das Tarifas de
Energia — TE e das Tarifas de Uso dos
Sistemas de Distribuicdo — TUSD
referentes a Companhia de
Eletricidade do Amapa - CEA e
demais providéncias pertinentes ao
seu Reajuste Tarifario Anual de 2025.

| - DO OBIJETIVO

1. Apresentar a andlise e o resultado do Reajuste Tarifdrio Anual de 2025 da Companhia de Eletricidade do Amapa —
CEA, a vigorar a partir de 13 de dezembro de 2025, calculado em conformidade com as disposi¢Ges legais e normativas
pertinentes, segundo as regras estabelecidas no Contrato de Concessdo de Distribuicdo 01/2021 e de acordo com a
metodologia de calculo presente nas versdes vigentes dos Submaddulos do PRORET, a qual é sintetizada no Anexo IV
desta Nota Técnica.

Il - DOS FATOS
2. A CEA, sediada na cidade de Macapa - AP, atende aproximadamente 280 mil unidades consumidoras, cujo consumo
de energia elétrica representa atualmente um faturamento anual na ordem de RS 1,15 bilhdo.

3. A Tabela 1 apresenta o nimero de unidades consumidoras, o consumo mensal de energia e a participacio
percentual de cada classe consumidora.

Tabela 1 - Unidades Consumidoras e consumo mensal

N2 de Unidades Consumo de

Participagdo no

Classe de Consumo

Consumidoras® Energia (MWh) Consumo (%)
Residencial 256.105 75.252 59,1%
Industrial 661 14122 11,1%
Comercial 17.471 19,755 15,5%
Rural 2501 Sdd 0,4%
Huminagio Piblica 336 4 666 3,7%
Poder Publico 2486 12,554 9.9%
servico Pablico 214 17 0,2%
Demais classes a7 193 0,2%
Total 280.271 127.404 100%

Fonte: SAMP — competéncia outubro/2025.

4. Conforme consta da REH n2? 3.430, de 10 de dezembro de 2024, o Reajuste Tarifirio Anual da CEA de 2024
representou, em média, uma varia¢ao das tarifas de 13,70%.

5. O cronograma inicial com os principais marcos do Reajuste Tarifario Anual de 2025 foi encaminhado para os



representantes da Concessionaria e os Membros do Conselho de Consumidores em 20 de outubro de 202511,

6. Em 19 de novembro de 2025 a Superintendéncia de Regula¢do dos Servicos de Geracdo e do Mercado de Energia
Elétrica - SGM, por meio do Memorando n2 156/2025-SGM/ANEEL[2], informou o contrato bilateral de compra e venda
de energia elétrica celebrado pela CEA.

7. Em 24 de novembro de 2025, a STR recebeu o Memorando n2 390/2025-SFF/ANEEL3], com os valores de validacio
dos pagamentos de itens da Parcela A e Garantias Financeiras.

8. Em 26 de novembro de 2025, a STR encaminhou planilhas preliminares de célculo aos representantes do Conselho de
Consumidores!4l,

9. Em 1° de dezembro de 2025, segundo o Cadastro de Inadimplentes administrado pela Superintendéncia de Gestdo
Administrativa, Financeira e de Contratacdes - SGA, ndo ha inadimpléncias com obrigacdes intrassetoriaisls! que
impossibilitem o reposicionamento tarifario, haja vista o disposto no art. 10 da Lei n° 8.631, de 04 de margo de 1993,
com redagao dada pela Lei n° 10.848, de 15 de margo de 2004.

10. No dia 3 de dezembro de 2025, a STR encaminhou planilhas finais de célculo para a distribuidora e Conselho de
Consumidoresl(®l.

[l - DO RESULTADO DO REAJUSTE TARIFARIO ANUAL

11. O Reajuste Tarifario Anual — RTA de 2025 da CEA conduz a um efeito médio nas tarifas a ser percebido pelos
consumidores de 24,13%, sendo de 30,97%, em média, para os consumidores conectados na Alta Tensdo e de 22,57%,
em média, para os consumidores conectados na Baixa Tensdo, conforme apresentado na Tabela 2.

Tabela 2 - Efeito médio por Subgrupo

Subgrupo de consumo Variagdo tarifaria

Alta Tensdo [AT) 30,97%
A2 (=8B kV e =138kV) 70,86%
A3 (=69 kV) 72,53%
Ada (=30 kV a 44dkV) 34,05%
A4 [>2,3kV < 25kV) 30,63%
Baixa Tensdo (BT) 22,57%
Bl (Residencial) 22,14%
B2 (Rural) 23,85%
B3 [outros) 23,87%
B4 (lluminacdo Pub.) 23,82%
Efeito Médio (AT + BT) 24,13%

12. O efeito médio de 24,13% decorre:

(i) do reajuste dos itens de custos de Parcela A e B, calculados conforme estabelecido no
PRORET, para a formacdo da Receita Requerida;

(ii) da inclusdao dos componentes financeiros apurados no atual reajuste tarifario para
compensag¢do nos 12 meses subsequentes. Dentre estes, destaca-se o valor associado a
modicidade tarifaria resultado no disposto no art. 22-G da Lei 13.203/2015, incluido pela
Lei n. 15.269/2025, que sera detalhado nesta Nota Técnica; e



(iii) da retirada dos componentes financeiros estabelecidos no processo tarifario
anterior, que vigoraram até a data do reajuste em processamento.

13. Cabe esclarecer que a diferenca entre os efeitos médios indicados na Tabela 2 decorre da variacio dos itens de
custo arrecadados pelas tarifas aplicadas a cada grupo, conforme Submddulo 7 do Proret.

14. Cabe destacar a anélise dos subgrupos A2 e A3. O Unico mercado atendido no subgrupo A2 é a Central Geradora
Coaracy Nunes que possui regra especifica de apuracdo de sua tarifa conforme PRORET 7.4, sendo que o efeito
percebido este ano reverte a variagdo negativa de mesma ordem de grandeza percebido em 2024 devido a
movimentacdes de componentes financeiros. No A3 o mercado é predominantemente de consumidor livre, que
percebeu a variacdo de custos de transmissdo e ndo percebe os efeitos de reducdo da TE.

15. Na composi¢do do efeito médio, a variagdo dos custos de Parcela A contribuiu para o efeito médio em 12,21%,

enquanto a variagao de custos de Parcela B foi responsavel por 1,81%, conforme Tabela 3:
Tabela 3 - Variacdo e Participagdo no IRT das Parcelas A e B*

.Il.|.~|:|.~|L.1 Il.|.~|:.|.~|l.1 x"aia;in I=.1r|.1|:||:|:1|;_.l:| no I’.l'lII:IFI.l.;.-lD il
verifimda(RS) Reguernda(RS) Efeito Receita

PAREELA & [Encargos+TransmissioEnergiaii | 674891511 815171554 208% 12.21% 62,2%
En@rgos Setoriais 199.104.377 221.157 553 11,1% 1,92% 16,9%
Taxa deFisc. de Servigos deEE —TFSEE 1544521 1511870 4.4% 001% 0,1%
Conta de Deseny. Enengitico - COE [USO) 42188228 51.01% 808 44,7 154% 4.7%
Canta de Deseny. Energético - CDE Conta-Covid [TE) 27480538 . -100,0% -2,35% 0,0%
Conta de Deseny. Energetico — CDE Eletrobras {4.126.600) (790.184) E0,5% 0,25% 0,1%
Conta e Deseny, Enengitico = COE Conta-Escass e Hidrica [TE| TE.284.540 TR LT LY 024% &0
Canta de Deseny. Energético — CDEGD 3532661 10554 821 2101% 0,65% o0,8%
Emcargos Serv. Sist. - E55/Energ. Reserv. - EERFERC &P 32404543 45475 443 434% 1,22% 35%
FROINF& 10305617 12.351.104 19.5% 0,18% 0.5%
PED, ETicEnerg e Ressa re ICMS Sistisal 10,506,734 11.542 878 984 005% 0%
custos de Transmissao 45,540,709 93.425.721 105,1% 417% 71%
ReceBasica 35540561 TEE1E.LL7 1156% 35TH 5.6
Rece Basica Pronteira S581987 11.308 508 T18% Q41% 0%
Rede Bazica OME [A2] 178681 182 313 2,0 o0,00% 00%
Coneid o 225322 2.400 507 SE5 A% 0,19% 0,2%
Uso do sistema de distribuigdo 3013758 2915 B77 -3,2% Q01% 0,2%
Custes de Agquisigio de Energia 411376540 474,524 604 154% 549% 36,2%
Reeitas Imecuperaveis 18869885 26.063 675 38,1% 0,63% 2.0%

PARCELAS B 474470020 435,301,743 4,4% 181% 37,8%

RT corsaderand o avarng a0 tantanado BTA 1.148.561.5%1 1310478 207 14 02%

Efeito dos Com ponentes Financeiros do Processo Atual (66467 L8] -5,78%
Oy Aem professd mento - Energia 39.035 865 3A0%
C A #M Processd ment - Trans porte 4,121 882 D.36%
Cwaem processa mento - Encargos Setoriais 10.753 728 0,54%
5aldoa Compensar CVA-Ano Amberior +ajustes 2015 742 0,15%
Mirutralida SedaParcala A Brangis 258887 026%
Neutralida dedeParcela A - Trans porte 46 604 555 405%
Neutralida dedeParcela & - Encargos Seoriais [3.869 501) -0,34%
Meutralida dedeParcela & - Receita Irrecuperavel 2.635.190 0.25%
Meutralida de deCréditos de PIS/COFING 113 748| 0,00%
Financeino CDE Eletrobras [ESE 361) -0,07H
Garantias financeiras na contratagao regulada deenergia [CCEAR) 773129 007H
Revers 5o e Risco Hidraldgics (32,190 .283] -2 80%
Rizco Hidrolégico 30452 468 265%
AiusteCUSD [23 477 0,00%
Financeire de Postergasdo Encargs 5.704.713 0.58%
Financeiro de Postergagio Energia 11,682 842 1,02%
Financeiro de Postergagao Trans porte 1 687 583 0,15%
Financeirs de Postergagdo Parcela B 11921 540 104%
Arrecadagd o ce COE Covid de migra ntes (REN 885/2 020) [1.082.738| 0,05%
Arrecadaci o de CDE Escasser de migramtes (REM 100820232, [3.350.147) 0,25%
Quitagd o cta. Escas se Hidrica - Revers 3o de components econdmico [77.5534 317 -6,75%
Aplicagiiodo art. 286 - el 15.288/2025 118842 82| =103 2%
Efeito da re tirada dos C omponentes Finaneiros do Processo Anterior 15.90%

Efeito Medio a ser percebid o pelo s Consumidores 24,13%




16. O Gréfico 1 demonstra a participacdo dos itens das Parcelas A e B na composicdo da nova Receita Anual da
concessionaria.
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Grafico 1 - Participagao dos itens das Parcelas A e B na Receita Anual

17. J4 o Gréfico 2, ilustra a participacio de cada segmento na composicio da receita da distribuidora com tributosl”],
tendo sido utilizadas as aliquotas médias nominais de 17,2% para o ICMS e 7,9% para o PIS e COFINS (total de 25,1%
por dentro), o que equivale a uma majoragdo de 33,5% por fora sobre o valor da conta de energia elétrica sem os
referidos tributos na sua base de célculo.
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Grafico 2 - Participagao dos itens das Parcelas A e B na composi¢ao da Receita Anual com tributos

IV - DA ANALISE

IV.1. Metodologia Aplicada

18. Conforme detalhado no Anexo IV.

IV.2. Periodo de Referéncia

19. O periodo de referéncia para o calculo do reajuste anual da CEA ¢é de dezembro/2024 a novembro/2025.

IV.3. Receita Anual

20. No célculo da Receita Anual inicial (RAO) da distribuidora nesse processo tarifario, foram considerados os dados de

mercado disponiveis no Sistema de Acompanhamento de InformagGes de Mercado para Regulagdo Econémica — SAMP
e as tarifas homologadas no processo tarifario anterior, representando um faturamento anual de RS 1.149.361.531,



conforme demonstrado na Tabela 4.

Tabela 4 - Mercado TUSD no Periodo de Referéncia

Subgrupos Receita (RS)
Fornecimento 1.246.962 1.086.671.796
A3 (69 k) 731 780.509
Ada (30 kv a 44 kv) 412 398.084
Ad (2,3 KV a 25 kv 163,820 145,378,551
BT (menor gue 2,3 kV) 1.081.999 240.114.652
Derais Livres 120,302 61.653.617
Geracdo - 1.036.119
Total 1.367.264 1.149.361.531

IV.4. PARCELA A
IV.4.1. Encargos Setoriais

21. Os valores dos encargos setoriais considerados neste reajuste tarifario, bem como os dispositivos legais associados
estdo demonstrados na Tabela 5:

Tabela 5 - Encargos Setoriais

) . . Processo Anterior Processo Atual \ "
Encargos Setorials . . Dispositvo Legal
(RS) (RS)

Taxa deFisc. de Servicos de E.E. —TFSEE 1544521 1611970 Submddulo 5.5 do PRORET
CLRE Uso 42.158.223 149172456 REH 3.484/2025
CDE Conta-Covid 27.490.538 - Quitagdo
CDE Eletrobras (4.126.600) 46479443 D5F 1.536/2025
CDE Conta Escassez Hidrica 75.284 540 12351104 DSP 510/2023
CDE GO 3.532 661 11542579 REH 3.484/2025
ESS / ERR / ERCAF 32.404 943 93425721 DSP 2.566/2025
F RO MFA 10305817 76618117 REH 342272024
PED eEficiéncia Energética 10,509,734 11308206 Submadulo 5.6 do PRORET
Contribuicdo ONS - 182.313

Total de Encargos Tarifarios 199.104 377 402 692,610

22. O total dos encargos setoriais, que apresentou variacdo de 11,1%, impactou o efeito médio em 1,92%.

23. Impactaram o efeito positivamente, principalmente: (i) a variacio da cota de CDE USO, com impacto de 1,64%; (ii) a
variacdo da cota de CDE-GD, com impacto de 0,65%; (iii) a variagdo da cota de CDE Eletrobras, com impacto de
0,29%!81; e (iv) a variacdo dos encargos ESS, ERR e ERCAP, com impacto total de 1,22%.

24. Em contrapartida, com contribuicdo negativa, destaca- se a CDE Conta Covid, que foi quitada em setembro de 2024
e ndo possui recolhimento previsto a partir desse ano, fato este que impactou o reajuste em -2,39%.

25. Cabe esclarecer que para a Conta Escassez, que também foi quitada na mesma data, permanece a cobertura
econdmica originalmente prevista para 2025 sendo que o efeito da quitagdo antecipada é concedido por meio de
financeiro negativo de mesmo valor, o qual é arrecadado via TE, em beneficio exclusivo dos consumidores cativos,
conforme proposto na MP n2 1.212/2024 e na Resolu¢do Normativa n2 1.117/2025.

IV.4.2. Transmissao



26. Os valores dos encargos relacionados a transmissdo de energia a serem considerados neste reajuste tarifario estdo
demonstrados na Tabela 6:

Tabela 6 - Custo total de transmiss3ao de energia elétrica

Componente Processo Anterior (R3] Processo Atual (RS)
Rede Basica 35.540 981 76618117
Rede Basica Fronteira 6.581.957 11.208.206
Rede Basica ONS (A2) 178,691 182,313
Canexdo 245323 2400507
Uso do sisterna de distribuicdo 3013758 2915877
Total dos Custos de Transporte 45,540,709 93.425.721

27. Os Custos de Transmissdo, que tiveram uma variacdo de 105,1%, impactaram o efeito médio em 4,17%.

28. Além da aplicacio das novas Receitas Anuais Permitidas (RAP) e das novas Tarifas de Uso do Sistema de
Transmissdo (TUST) das concessionarias de transmissdo para o ciclo 2025-2026, aprovadas em julho de 2025, conforme
REH n2 3.481 e 3.482, ambas de 15 de julho de 2025, essa variacdo decorre do aumento de 100,05% do MUST
contratado[9] em relagao aquele observado no RTA de 2024, decorrente, predominantemente, da entrada do ponto
MACAPA 1l 69 kV. De acordo com a distribuidora, o aumento do MUST contratado foi necessdrio para garantir
continuidade do servigo de distribuicdo em situagdes de contingéncia. O Anexo Ill desta Nota Técnica apresenta melhor
detalhamento dos custos de Rede Basica e Rede Basica Fronteira.

IV.4.3. Compra de Energia
IV.4.3.1. Perdas Elétricas e Energia Requerida

29. A Tabela 7 apresenta os valores de perdas utilizados no atual reajuste tarifario da CEA.

Tabela 7 - Perdas na Rede Basica, Técnicas e Ndo Técnicas

Processo anterior Processo Referéncia
atual
Mio Técnica (s/ Baixa Tensdn) A40,20% 41,04% REH 2184/2016 e DSP. 1.220
Técnica [5) Energla Injetada) 11,50% 11,50% REH 2184/2016 e D5P, 1,220
Rede Basica s/ merc. Injetado) 1,92% 1,95% CCEE (ultimos 12 meses)
Mercado Baixa Tensdo (MWh) 1.081 9949 1.099 451 SAMP
Energia Injetada (Mwh) 2074509 2080998 SAMP

30. Observe-se que o percentual de perdas n3o técnicas indicado em DRP refere-se ao mercado de baixa tensdo
medido, conforme metodologia de calculo proposta na Nota Técnhica n? 53/2025-STR/ANEEL, referente a conclusio da
Consulta Publica n2 09/2024, publicado por meio do Despacho n2 1.220 de 22 de abril de 2025.

31. A Tabela 8 demonstra os requisitos de energia elétrica a CEA para atendimento ao seu mercado de referéncia
apurado, obtidos pela soma das perdas regulatérias com o mercado de venda da concessionaria.

Tabela 8 - Energia (MWh)



Processo Processo

Anterior Atual

(MwWh) (MwWh)
(i) - Mercado cativo total (fornecimento + suprimento - GD) 1.169.510 1.128.098
Fornecimento BT 1.081.999 1.099.451
Fornecimento MT + AT 87.511 170.140
Energia Injetada MMGD - (141.493)
(i) - Mercada TUSD (para cileulo de perdas) 120302 120879
Consumidores Livres 120,302 120879
(iii) - Perdas Totais 708.966 725916
Perdas Rede Basica 35 388 35 388
Perdas na Distribuicio BFIETE BO052E
Perda Mdo Técnica (%PNT x forneci mento BT) 434 964 451,214
Perda Técnica (% PTx E_injetada + Perdas DIT) 238615 239315
Energia Requerida (i) + (iii) 1.878.476 1.854.014

32. Observe-se também que ja estdo considerados os efeitos da Consulta Publica n? 09/2024 e Despacho n@
1.220/2025 para o calculo da Energia Requerida. Assim, o calculo levou em conta o mercado de fornecimento da
distribuidora sendo subtraido deste a energia injetada por unidades participantes do sistema de MMGD.

IV.4.3.2. Valoragao da Compra de energia
33. As fontes de informacdes referentes a montante e preco, por tipo de contrato, constam na Tabela 9.

Tabela 9 - Informagdes de montante e prego para valoragao da compra de energia

Tipo de Contrato Dado Utilizado Dispositivo Legal

Cota Angra I/Angra Il Receita Fixa e Tarifa de repasse REH 3.432/2024

Bilaterais Montante e preco Memorando SGM/ANEEL

Cotas Lein 2 12.783/2013 Receitas Anuais de Gerag¢do REH 3.506/2025

Cota ltaipu Montante e Tarifa de Repasse de Poténcia REH 3.420/2024 e REH 3.431/2024
Cota PROINFA Montante e preco da cota REH 3.422/2024

CCEARs Montante CCEE

CCEARs (exceto térmicas) Precos Resultado dos leilées atualizado
CCEARs térmicas Pregos Previsao STR

34. A Tabela 10 demonstra o resumo dos contratos de compra de energia elétrica e os seus respectivos montantes e
despesas, ja computadas as variagdes decorrentes das sobras/déficits nos montantes de energia adquirida.

Tabela 10 - Contratos de Compra de Energia Elétrica e respectivas Tarifas

Montante Montante

Contratos Contratado Considerado Tarifa Despesa

e why (RS/mwh) (RS)
AMBIENTE REGULADO - CCEAR 2.459.708 1.656.579 259,62 430.080.225
Mova e Alternativa- CCEAR-DSP 2075823 1.298.039 268,72 375682533
Mova e Alternativa- CCEAR-QTD 355.712 239.567 212,24 50.845.622
Madelra e Bela Maonte 28172 184973 187,21 3552069
Bilaterais 52.700 35.493 319,27 11.331.847
Diapogue Energla 5/A 52.700 35.493 319,27 11.331.847
Energia Base 227088 161.942 204,47 33.112.533
Cota Angra | /Angra 1l 45,205 30.445 308,74 9,359 B30
Cotas Lei n212783/2013 154.314 103925 22817 23,712 894
PROIMFA 27 568 27568

2.739.495 1.854.014 255,94 474.524.604



35. A Tabela 11 demonstra a variacio dos montantes e dos custos com compra de energia em relacdo ao processo
anterior por tipo de contrato:

Tabela 11 - Comparagao da variagao do custo de energia

Montante de energia (MWh) Custo unitario (RS/MWh)
Tipo de contrato F‘rIJI:ET.-E-U Processo Variacao F‘rUCE'T.-?-U Processo Variacao
Anterior Atual Anterior Atual

Mova e Alternativa- CCEAR-DSP 1.500.042 2075823 30,6% 227,02 268,72 18,4%
Mova e Alternativa- CCEAR-QTD 355712 355712 0,0% 202 .46 212,24 4 8%
Macdeira e Belo Monte 28172 28172 0,0% 178,88 187,21 4,7%
Cota Angra | eAngra |l 45,652 45,205 -1,0% 355,16 308,74 -13,1%
Cotas Lei n 2 12.783/2013 193.537 154.314 -20,3% 195,48 228,17 16,7%
Bilateral 52.700 52.700 0,0% 240,35 319,27 328%
Proinfa 26,768 27568 3,0%
Sobra (-] f Exposicdo (+) (414.107) (B85 481) 113,8% 22546 25081 15,2%

1.878.476 1,854,014 -1,3% 218,99 255,94

36. Os custos de compra de energia elétrica considerados para a CEA, em fun¢do do Mercado de Referéncia e das
perdas regulatdrias, levaram a um impacto no efeito médio de 5,49%. O Grafico 3 ilustra as contribuicbes das
diferentes modalidades de contratacao de energia no efeito tarifario médio.
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Grafico 3 - Comparagao da variacao do custo de energia

37. Impactou o efeito, principalmente o CCEAR-DSP de energia nova e alternativa com impacto de 5,07%. O impacto
em questdo decorre do contrato UTE GNA Il (262 LEN - Antiga GNA Porto do Acu Ill) que representa 26% do montante
total contratado. E oportuno destacar que esse acréscimo impactou também o resultado da CVA Energia apurada,
conforme explicado na sec¢do relativa aos componentes financeiros.

IV.5. PARCELA B

38. A Tabela 12 demonstra o célculo da Parcela B na DRP e respectivos parametros associados:

Tabela 12 - Calculo da Parcela B



Descrigdo

Valores Referéncia

(1) Parcela B Ano Anteriar 474470020 TUsSD aplicada ao Mercado
(2) Fator DR1/Fator PB 1,02230 SGT/AMEEL
(3] Parcela B economica = (1)*(2) 485052111 SGT/AMEEL
(4) IPCA 4.49% ndicador econgmico oficial
(5) Fator X 0,25%

(5.1) Componente Pd do Fator X 0,00% Cantrate

(5.2) Componente T do Fator X 0.00% Contrato

(5.3) Compoanente O do Fator ¥ 0,25% PRORET 2.5 A
(6] UDEROR 10,215 380

(6.1) Dutras Receitas (OR) 6003513  Valores fiscalizados - 5FF

(6.2) Excedente de Reativos (ER) 1830463  VWalores fiscalizados - 5FF

(6.3) Ultrapassagem de Demanda (UD) 2481404  valores fiscalizados - 5FF
Parcela B - DRP [RS) = (3)*[{1)+[4)-(5)]-(6) 495.301.743

39. A atualiza¢do da Parcela B representou 1,81% na composi¢do do efeito médio, refletindo a variagio acumulada do
IPCA de 4,49%, no periodo de referéncia, descontado o Fator X, de 0,25%.

IV.6. Componentes Tarifarios Financeiros Externos ao Reajuste Econdmico

40. A Tabela 13 consolida os valores dos componentes financeiros:

Tabela 13 - Componentes Financeiros

Componentes Financeiros Valor (RS) Participacdo
CVA em processamento - Energia 30036985 3,40%
CWA em processamento - Transporte 4121862 0,36%
CVA em processamento - Encargos Setoriais 10.753 728 0,94%
Saldo a Compensar CVA-Ano Anterior 4+ Ajustes 2016742 0,18%
Meutralidade de Parcela A- Energia 2936674 0,26%
Meutralidade de Parcela A- Transporte 46,604,995 4,05%
Meutralidade de Parcela A - Encargos Setoriais (3.869.601) -0,34%
Meutralidade de Parcela A - Receita Irrecuperavel 2835190 0,25%
Meutralidade de Créditos de PIS/COFINS (13.748) 0,00%
Financeire COE Eletrabras (858.361) -0,07%
Garantias financeiras na contratacio regulada de energla (CCEAR) 773129 0,07%
Reversio de Risco Hidroldgica (32.190.253) -2,80%
Risco Hidroldgico 30452 468 265%
Ajuste CUSD (23.477) 0,00%
Financeiro de Postergacdo Encargo 6.704.7132 0,58%
Financeiro de Postergacao Energia 11692842 1,02%
Financeiro de Postergacdo Transporte 1687583 0,15%
Financeiro de Postergacdo Parcela B 11,821 640 1,04%
Arrecadacdo de CDE Covid de migrantes (REM 885,/2020) (1.062.735) -0,009%
Arrecadacio de CDE Escassez de migrantes (REM 1.008/2022). (3.350.147) -0,29%
Quitacdo cta. Escassez Hidrica - Reversdo de componente econdmico (77.994 317) -6,79%
Aplicac3o do Art. 22-G - Lei 15.269/2025 (118 642 962) -10,32%
Total |66.467.048) -5,78%

41. Conforme indicado na Tabela 13, os financeiros apurados, para compensacdo nos 12 meses subsequentes,
contribuiram com o efeito de -5,78% no atual reajuste tarifario, com destaque para os seguintes itens:



a) Conta de Compensacao de Valores dos itens da Parcela A (CVA) em processamento (Efeito
de 4,69%). Esse resultado decorre da diferenca entre a cobertura concedida para os itens
de Energia, Transporte e Encargos nos processos tarifarios anteriores e custos
efetivamente incorridos pela concessiondria no periodo de apuracdo da CVA.
Individualmente, estes itens contribuiram para formagao da CVA, respectivamente, em
3,40%, 0,36% e 0,94%. Cabe observar que o principal impacto na CVA energia decorre dos
custos de disponibilidade dos CCEAR-DSP que contribuiram com 3,24%, sendo que o inicio
de suprimento da UTE GNA Il (262 LEN - Antiga GNA Porto do Acu lll), contribuiu
significativamente para esse resultado.

Ressalta-se que o Anexo | desta Nota Técnica contém o relatdrio de apuracdo do Saldo da CVA em
Processamento e dos Resultados do Mercado de Curto Prazo considerados neste processo tarifario.

b) Neutralidade de Parcela A - Transporte (Efeito de 4,05%). Esse impacto estad associado a
variagdo do MUST contratado, a partir de dezembro de 2024, decorrente da entrada do
ponto MACAPA 1l 69 kV. Conforme metodologia vigente, no cdlculo da neutralidade de
transporte considera-se a compensacdo pelos custos incorridos pela distribuidora
associados ao adicional de MUST nao considerado no RTA anterior.

c) Arrecadagao de encargo CDE Covid e Escassez dos consumidores migrantes (-0,38%) A
CEA informou, por meio do Sistema ConectaANEEL, sobre os Encargos Tarifarios da Conta
Covid e Escassez Hidrica aplicaveis aos consumidores migrantes para o ACL, para
consideragdao no processo tarifario de 2025. Assim, o valor correspondente informado pela
concessionaria e devidamente atualizado pela Selic foi de aproximadamente RS -4,41
milhdes, correspondendo ao efeito tarifario de -0,38%.

d) Quitacao Conta Escassez Hidrica (-6,79%): Tendo em vista o processo de securitizagao
autorizado na MP 1.212/2024, por meio da Oficio n? 34/2024/DPSE/SNEE-MME!19, de 7 de
outubro de 2024, o Ministério de Minas e Energia informou a ANEEL que houve a quitacdo
das contas Covid e Escassez Hidrica. Neste sentido, a partir da competéncia de setembro
de 2024, as distribuidoras de energia elétrica ficaram desobrigadas do pagamento dos
respectivos encargos, de forma que os beneficios correspondentes devem ser repassados
aos consumidores. Ocorre que a citada MP, em seu Art. 42, estabeleceu que os recursos
antecipados da CDE Modicidade Eletrobras para a quitacdo das contas Covid e de Escassez
Hidrica deverao ser utilizados, exclusivamente, para fins da modicidade tarifaria dos
consumidores do ambiente regulado (cativos). Neste sentido, em atendimento ao
comando legal, esta sendo considerado no presente processo tarifario financeiro negativo
a ser faturado via Tarifa de Energia — TE, no valor total de -RS 77,99 milh&es, montante
equivalente a cobertura econémica do encargo CDE Conta Escassez. Cabe observar que o
tema foi objeto da Consulta Publica n? 29/2024[11], aprovado pela REN n. 1.117/2025.

e) Aplicacdo do Art. 22-G da Lei 13.203/2015, alterada pela Lei 15.269/2025 (-10,32%): Trata-
se dos valores excedentes do mecanismo concorrencial centralizado destinados a Conta de
Desenvolvimento Energético — CDE, que conforme o art. 72 da Medida Provisdria n? 1.300,
de 21 de maio de 2025, devem ser utilizados, no ano de 2025, para fins da modicidade
tarifaria dos consumidores do ambiente regulado das concessiondrias de distribuicdo de
energia elétrica da Regido Norte que ainda ndo tiveram os resultados dos processos
tarifarios homologados pela Aneel na data de publicagdo desse artigo, na propor¢dao do
mercado regulado das respectivas distribuidoras. Para a CEA, o valor do repasse é de RS
118,64 milhdes, conforme apresentado na Tabela 14.


https://www.planalto.gov.br/ccivil_03/_ato2023-2026/2025/Mpv/mpv1300.htm#art7

Tabela 14 - Financeiro repasse MP 1304

Distribuidora kercado Regulado Repasse WP 134

Equatorial CEA 1.246.962 37| FE 118.642.961,30

Enernisa A 1.161.523, 76] F& 110.514 855 53

Energiza FD 3.378. 759, 79| FE 321474 070 B

TOTAL 5 787 245, 92| R$ 550.630.888,10
* Mercado em MWh

Foram adotadas as mesmas referéncias de mercado regulado (TE) para o rateio do valor
entre as 3 distribuidoras que fazem jus ao valor. O valor informado pela CCEE refere-se ao
excedente (agio) do mecanismo concorrencial realizado em 12 de agosto de 2025,
devidamente atualizado. Como visto nos resultados, trata-se de valor expressivo em prol
da modicidade tarifaria especifico deste processo de 2025.

V - SUBVENCAO CDE — DESCONTOS TARIFARIOS

43. A Tabela 15 apresenta o valor mensal a ser repassado pela CCEE & distribuidora no periodo de competéncia de
dezembro/2025 a novembro/2026, até o 102 dia util do més subsequente. Esse valor contempla também o ajuste
referente a diferenca entre os valores previstos e realizados no periodo de dezembro/2024 a novembro/2025.

Tabela 15 - Valores dos subsidios que serdo repassados pela CCEE

Valor Mensal

TIPO Ajuste (RS) Previsdo (RS) (RS)

Subsidio Carga Fonte Incentivada 440 449 85 222271398 266316383
Subsidio Geracido Fonte Incentivada (B9 46) (89 46)
Subsidio SCEE BEG. 706,53 321361748 3900041401
Total 1.127.156,92 5.436.331,46 6.563.488,38

VI - APLICACAO DO ART. 42 B DA LEI 12.111/2009

44. 0 Art. 42 B da Lei 12.111, de 9 de dezembro de 2009, com redacio dada pela Lei n2 14.146, de 26 de abril de 2021,
estabeleceu aumento dos percentuais de perdas ndo técnicas regulatdrias reconhecido em favor da Equatorial CEA,
sendo que a diferenca de custos de energia correspondentes deve ser repassada a CCC.

45. Conforme consta da Nota Técnica n? 301/2021-SGT/ANEEL (12l observando o disposto nos incisos | e Il do artigo
citado, foram obtidos os percentuais de perdas ndo técnicas que devem ser custeadas pela CCC a Equatorial CEA até o
processo tarifario de 2025:

2021 2022 2023 2024 2025
Perdas Ndo Técnicas (Lei 12.111 103,00% 90,40% 77,80% 65,19% 58,17%I13
Art. 4-B)
Perdas Ndo Técnicas (Lei 12.111 49,49% 46,39% 43,29% 40,20% 37,10%
Art. 4-A)
Diferenga custeada pela CCC 53,51%% 44,01% 34,51% 24,99% 15,49%

46. Diante do exposto, considerando-se a diferenca indicada na tabela para o ano de 2025, a STR calculou o valor a ser
ressarcido pela CCC a Equatorial CEA decorrente da aplicacdo do disposto de



RS 474.524.604,17 (quatrocentos e setenta e quatro milhdes, quinhentos e vinte e quatro mil, seiscentos e quatro reais
e dezessete centavos).

VIl - APLICACAO DO ART. 42 C DA LEI 12.111/2009

47. 0 Art. 42 C da Lei 12.111, de 9 de dezembro de 2009, com redacio dada pela Lei n2 14.146, de 26 de abril de 2021,
estabeleceu que o 6nus decorrente da sobrecontratacdo reconhecida pela Aneel como exposicdo involuntdria, para as
distribuidoras de energia elétrica prestadoras do servico em Estados da Federacdo cujas capitais ndo estavam
interligadas ao SIN em 9 de dezembro de 2009, a partir da interligacdo ao SIN, sera repassado a CCC.

48. Conforme Relatério de apuragdo do Saldo da CVA em Processamento e do Resultado do MCP, que constitui o
Anexo |l dessa Nota Técnica, o montante correspondente a ser repassado a CCC é de RS 1.707.427,12.

VIl - DO FUNDAMENTO LEGAL

49. O inciso IV do artigo 15 da Lei n2 9.427, de 26/12/1996; o inciso X do artigo 42 do Anexo | do Decreto n2 2.335, de
6/10/1997, o artigo 32 da Lei n2 9.427, de 26/12/2004, com a redacdo dada pelo art. 92 da Lei n2 10.848, de 15/3/2004;
o Contrato de Concessdo do Servigo Publico de Distribuicdo de Energia Elétrica n2 01/2021-ANEEL; a Lei n. 12.111 de
9/12/2009; e a Lei n. 15.269 de 24/11/2025.

IX - DA CONCLUSAO

50. Com base na legislacdo vigente, no Contrato de Concessdo n? 01/2021, no que consta do Processo n@
48500.003997/2025-10 e nas informacg&es contidas nessa Nota Técnica, opina-se:

i) pela homologagao das novas tarifas de aplicagao da CEA, com vigéncia a partir de 13
de dezembro de 2025, correspondendo a um efeito médio a ser percebido pelos
consumidores de 24,13% sendo de 30,97% em média para os consumidores conectados
em Alta Tensdo (AT) e de 22,57% em média para aqueles conectados em Baixa Tensao
(BT);

ii) pela fixacdo das Tarifas de Energia — TE e das Tarifas de Uso dos Sistemas de
Distribuicdo — TUSD aplicaveis aos consumidores e usudrios da CEA;

iii) pelo estabelecimento dos valores da receita anual referente as instalagGes de
transmissao classificadas como DIT de uso exclusivo;

iv) pela homologacdo do valor mensal a ser repassado pela Camara de Comercializagdo
de Energia Elétrica — CCEE a distribuidora para custeio dos subsidios retirados da
estrutura tarifaria;

v) pela homologacdo dos valores a serem repassados pela Camara de Comercializacdo de
Energia Elétrica — CCEE a distribuidora para custeio dos subsidios retirados da estrutura
tarifaria e para as compensacoes referentes aos artigos 42 B e 42 Cda Lei 12.111;

vi) pela homologag¢do do valor a ser repassado pela CCEE a distribuidora associado ao
disposto no art. 22-G da Lei n. 13.203 de 2015, incluido pela Lei n. 15.269/2025, com
vistas a modicidade tarifaria do mercado regulado em 2025.



X - DA RECOMENDACAO

51. Fundamentado no exposto nesta Nota Técnica, recomenda-se a aprovacdo do Reajuste Tarifario Anual de 2025 da
CEA, conforme detalhado na conclusao acima.
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ANEXO | - PLEITOS EXTRAORDINARIOS DISCUTIDOS NO PRESENTE PROCESSO TARIFARIO

ANEXO Il — RELATORIO DE APURAGAO DO SALDO DA CVA E RESULTADOS DO MCP




ANEXO IIl - RELATORIO DE ANALISE DOS CUSTOS DE REDE BASICA E CONEXAO

ANEXO IV - METODOLOGIA DE REAJUSTE TARIFARIO ANUAL PARA CONCESSIONARIAS DE DISTRIBUIGAO

ANEXO | — PLEITOS EXTRAORDINARIOS DISCUTIDOS NO PRESENTE PROCESSO TARIFARIO

1. A distribuidora e demais agentes do setor ndo apresentaram pleitos extraordinarios, que ndo tenham sido objeto de
analise em processos tarifarios anteriores ou que nao sejam objeto de discussdo de consultas publicas em andamento.

ANEXO Il - RELATORIO DE APURAGAO DO SALDO DA CVA E RESULTADOS DO MCP

1. O saldo da CVA consiste no resultado da apuracdo das varia¢des dos valores dos itens da Parcela A (encargos
setoriais, transporte e compra de energia) que ocorrem no periodo entre os eventos tarifarios, sendo calculado
conforme os procedimentos definidos no Submddulo 4.2 A do PRORET!!4], No reajuste tarifario em processamento,
foram obtidos os resultados apresentados na Tabela I.1:

Tabela I.1 - Saldo apurado da CVA

o Métodos 1e 2 Método 3 Delta Total Cwia Sod ftil CWlproc
(R3) R3] (R3] (R3] [R5)
CDE 14,525,447 )06 0,00 14,525,447 )06 15.506.626,73 16,624, 515,94
CDE Energia 1, 240,437,14 0,00 ), 240,437,14 368452647 3,950,147 90
Rede Basica 3.675.152,50 9.72291 3.684. 875,41 3,844,694 33 4,121.86243
Compra de Energia 40.478.181,56 17.03%.514,: 32.442.667,01 36.412.005,18 30,036, 985,37
CFURH 000 0,00 000 0,00 0,0
Transporte Itaipu 0,00 0,00 0,00 0,00 0,0
Proinfa 1.786.313.86 0,00 1.7/86.313. 85 1.931.438,20 L0067 163
E55 £.547.465,21 BE9.89.2,80 3. 43 /. 358,01 3.7 4292 F.50 3.991.31 /.37
CVA Total 63.677.192,62 17.915.684,43 45.761.508,18 50.287.310.41 53.912.576,11

* O saldo da CVA em processamento é resultado da atualizagdo dos valores da CVA do 52 dia atil anterior a data do reajuste
tarifario anual pela Selic projetada de 13,86%. A diferenca entre a Selic projetada e realizada sera capturada na apuragdo da

CVA saldo a compensar no processo tarifario.

2. Os dados considerados na apuracio foram fiscalizados pela Superintendéncia de Fiscalizacdo Econdmica e Financeira
— SFF/ANEEL, que utilizou o banco de dados corporativo para receber as informac&es, enviadas pela distribuidora,
relativas aos pagamentos dos itens de custos observados na apuracdo do saldo de CVA.

3. O impacto tarifario do saldo apurado no processo tarifario em questdo é de 4,69% e esta detalhado no Gréfico I.1:

Grafico I.1 — Impacto do saldo da CVA no processo tarifario



4. Destaca-se que as receitas de bandeiras tarifarias contribuiram com 12,01% de redugdo no reajuste das tarifas.

5. A seguir serdo detalhados os itens cujos impactos foram significativos no processo tarifario e/ou pontos especificos
da apuracdo de CVA em questdo.

ESS/EER

6. Na apuracdo do saldo da CVA ESS/EER sdo considerados os acrénimos TAJ_AR (Alivio Retroativo), RES_EXCD_ER
(Excedente da CONER), e VL_E_DESC (Custos decorrentes da operacdo de usinas termelétricas despachadas por ordem
de mérito, que se enquadram na situacdo PLD<CVU<CMO), por estarem associados aos custos de ESS e EER. A Tabela
1.2 apresenta o detalhamento dos custos apurados pela CCEE para o periodo da CVA.

Tabela 1.2 — Custos de ESS e EER apurados pela CCEE

Excedente da = : —" d?
Coacutiin ] e Alivio Retroative  despacho usinas
(RS] (RS) (PLD<CVU<CMO)
(R$)
out-24 78.677.36 1.949.441.53 17.756,69
now-24 1.440,201,05 45852243 = - 30.732,95
dez-24 582.631.45 4.167.320,23 - - 16.581,47
jan-25 482,544,654 1.021.427,59 5 2 10.604,36
fev-25 71,15 4,255.489,18 - 501.186,58 11.738,82
mar-25 -13.771,60 4,038,877 05 - -5.580.807,73 6.216,53
abr-25 -593 89 3.508.773,23 - -24.477 85 720,67
mai-25 23.327.84 3.900.988,17 - 432,03 10.790,82
jun-25 3.229,23 3.439.862,26 - - 19749
jul-25 16.956,13 2.803.494 34 - 4.711,39
ago-215 23.404,93 2.851.51946 60.987 81 3.431,80
set-25 16.171,99 2.004.000,72 - 81.536,91 5.721,00
Total 2.532.783,42 34.399.806,19 0,00 -6.258.3459,01 128.203,99

7. Para fins de monitoramento, foi comparada a cobertura tarifaria concedida no processo tarifario, segregada por ESS
e EER, com os pagamentos realizados. Os resultados estdo apresentados nos Graficos |.2. .3 e Tabela I.3.
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Grafico 1.2 — Comparativo entre cobertura e pagamentos de ESS
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Grafico 1.3 — Comparativo entre cobertura e pagamentos de EER

Tabela 1.3 — Comparativo dos valores totais de cobertura e pagamento de ESS e EER

item Pagamento Cobertura Delta

(RS) (RS) (RS)
ESS (3.597.361,60) 913.685,67 (4.511.047,27)
EER 34.399.806,19 33.569.952,95 829.853 24

Compra de Energia

8. A Tabela 1.4 apresenta a participacdo dos tipos de contratos no portfélio de compra de energia da

distribuidora.

Tabela 1.4 — Portfdlio de Contratos de Compra de Energia

Modalidade Montante Participacdo
(MWh)
CCEAR-Q 384.273 18,5%
CCEAR-D 1.753.744 84,3%
MCSD - 0,0%
CCEN 45.286 2,2%
PROINFA 23.830 1,1%
Itaipu - 0,0%
BILATERAL 56.155 2, 7%
CCGF 197.122 9,5%
GP - 0,0%
MCSD EN (380.958) (18,3%)
SUPRIMENTO - 0,0%
CCEAR-A - 0,0%
MVE - 0,0%
Total 2.079.452 100,0%




9. O Grafico 1.4 apresenta a formagdo do saldo da CVA Energia apurado pela aplicagdo do Método 2. As
barras representam o comparativo entre a tarifa média de cobertura concedida e o preco realizado (sem os
efeitos dos custos apurados pelo Método 3). J& a drea em cinza representa o saldo acumulado da CVA
Energia ao longo do periodo de apuracao.
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Grafico 1.4 — Saldo da CVA Energia obtido pela aplicagao do Método 2

10. A Tabela I.5 apresenta os custos de compra de energia apurados por meio do Método 3, cujos valores s3o
liguidados na CCEE. J4 a Tabela |.6 apresenta os deltas dos itens da Energia apurados pelo Método 3, decorrentes das
recontabilizacbes da CCEE.

Tabela 1.5 - Itens de Custos de Energia apurados pelo Método 3

Item RS
Glosa de Perdas -
Recontabilizacdo da Glosa de Perdas 4.163.444 .36
Ajuste Cobertura - Recontab. MWh Contratuais 2.157.65
Acrénimos CCEE
Efeito Disponibilidade - CCEAR-D 70.907.072,58
Efeito Disponibilidade - CCEN - 134.665,05
Exposicao entre Submercados 4 886.287,97
Risco Hidrologico - Itaipu -
Risco Hidrologico - CCGF 6.266.447 .62
Efeitos de Usinas Aptas -
Risco Hidrologico das Usinas Repactuadas 23.400.144,25
Demais ltens -1.125.144,84
Recontabilizacdo - Acrénimos CCEE - 457.471,37
MAC - Energia 5.881.515,87
Recontabilizacdo dos MAC - Energia -22,48
Receita de Bandeiras Alocada Energia -103.969.915,26
Ressarcimentos - 26.855.365,84
Total -17.035.514,54

Tabela 1.6 - Detalhamento das Recontabilizagdes dos Acronimos CCEE



Item RS
Compensacdo do MRE B

Efeito da Contratagdo por Disponibilidade - 356.443,88
Efeito do CCGF - 20.196,36
Efeito do CCEN 1.244,93

Efeito de contratacdo de usina apta a gerar -
Ajuste Decorrente do MCSD Ex-Post -
Efeito de Itaipu -

Exposicado financeira entre submercados -220,94
Alivio Retroativo Referente as Exposices Financeiras -

Demais - 81.855,12
Total -457.471,37

11. O Gréfico 1.5 apresenta o comparativo entre o preco médio dos contratos de compra de energia, por modalidade,
considerando os custos apurados pelos Métodos 2 e 3, e a cobertura tarifaria econémica concedida.
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Grafico 1.5 — Comparativo entre o Preco Médio e a Tarifa de Cobertura Concedida

12. O impacto da CVA Energia no indice de reajuste de 3,40% pode ser segregado para cada tipo de contrato,
observando a respectiva cobertura concedida no processo tarifario anterior e alocagdo da receita de bandeiras para a
cobertura dos custos do Efeito Disponibilidade dos CCEAR-D, Risco Hidroldgico de Itaipu, Risco Hidroldgico de CCGF e
Risco Hidroldgico das Usinas Repactuadas, conforme custos apurados no ambito da Conta Bandeiras. Os resultados
estdo detalhados no Gréfico 1.6.

Grafico 1.6 — Impacto da CVA Energia no processo tarifario por modalidade de compra de energia



13. J4 Tabela I.7 apresenta os impactos de cada modalidade contratual no indice de reajuste, observando as diferencas
apuradas conforme os Método 2 e 3 de apurac¢do do saldo da CVA.

Tabela 1.7 — Impacto da CVA Energia no processo tarifario por modalidade de compra de energia,
segregado em Método 2 e 3

Diferenga entre prego realizado e tarifa de cobertura 0,45%
CCEAR-Q/MCSD 0,35%
MCSD EN 0,21%
CCEN -0,14%
[taipu 0,00%
Bilateral 0,01%
CCGF 0,02%
GP 0,00%
MVE 0,00%
Suprimento 0,00%
CCEAR-A 0,00%

Método 3 2,94%
Efeito Disponibilidade CCEN -0,01%
Risco Hidrolégico e CCEAR-D* 4,43%
Demais Custos -1,47%

Total 3,40%

* Efeito conjungado do Método 2 e 3 para o CCEAR-D

14. O efeito da CVA Energia para o reajuste das tarifas foi decorrente, em especial, do custo dos CCEAR-D.

Glosa de Energia

15. Tendo em vista que a distribuidora apresentou, para o periodo em questdo, uma carga real inferior a energia
requerida regulatdria, ndo houve aplicacdo do ajuste da glosa de energia.

Tabela 1.8 — Comparativo entre a carga real e a energia requerida regulatdria



Energia
Requerida Prego Cobertura | Ajuste de Glosa
Ragulatdria (R&pawh] | [RE/WWhH) (R3]
(MIwh)

oul-24 116378 175001 1900137 ] 242 50 207 58 i
nov-24 114722 172410 183136 ] 227 64 27 58 i
dez-24 101 447 132 730 140587 ] 22854 215 0
an-25 96 645 146 159 155 252 o 217 65 21876 1]
fov-25 91T 127 &2 134 967 ] 23000 19,76 i
miar-25 B 788 137753 146323 ] 248 67 21876 0
ghr-25 93 695 140 554 14% 298 ] 270,03 e 76 i
mai-25 a3 M1 149 040 158 312 0 261,06 1876 a
pn-25 93740 142 890 150779 ] 30,79 19,76 0
pl-25 93702 148 644 167 892 ] ars 54 2576 il
#o-25 101.082 159 870 169816 ] 36106 21976 0
sal-25 104 190 158 709 168 583 0 350 33 1876 1]
oul-25 - - - - - - -
Tatal 1.186.877 1.794.822 1.906.481 o 277,86 217,03 0,00
% parda 5. marcado venda 51,22% 60,63%

Resultado no Mercado de Curto Prazo

16. O Repasse de Sobrecontrata¢gdo de Energia e Exposicdo ao Mercado de Curto Prazo foi calculado conforme a

metodologia contida no Submédulo 4.3 do PRORET, sendo obtidos os seguintes resultados:

O resultado das compras e vendas de energia no mercado de curto prazo para a distribuidora entre 01/10/2024
e 01/09/2025, com base em dados fornecidos pela CCEE, foi calculado em RS 1.792.834,58 a precos de
dezembro/2025.

Para o ano civil de 2024: Sobrecontratacdo de energia de 229.581,97 MWh, que representa 11,81% do Mercado
Regulatodrio. Provisoriamente, a totalidade deste montante estd sendo considerado como sobrecontratacdo
involuntaria, pois ainda ndo foi calculado o montante definitivo pela ANEEL. A diferenca entre o valor
recalculado com o montante de exposi¢cbes/sobrecontratacdes involuntdrias a ser publicado e o valor
considerado neste processo tarifario devera ser considerada no processo tarifario de 2026.

Destaca-se que os resultados do Repasse de Sobrecontratacdao de Energia e Exposicdao ao Mercado de Curto
Prazo serdo recalculados a cada processo tarifario, a partir do ano civil de 2015, limitado a um periodo de 5
anos, com a finalidade de considerar recontabiliza¢cdes de carga, contratos e PLD percebido, informadas pela
CCEE. Neste processo, o resultado financeiro decorrente das recontabilizacdes da CCEE totalizou RS -85.407,46.
Assim, o componente financeiro final de Repasse de Sobrecontratagdo de Energia ou Exposicdo ao Mercado de
Curto Prazo, considerando os ajustes decorrentes das recontabilizacdes, é de RS 1.707.427,12, ja atualizado
para precos de dezembro/2025, com impacto de 0,15% no reajuste das tarifas.

17. O Gréfico 1.9 apresenta a posicdo contratual da distribuidora no Mercado de Curto Prazo, no periodo analisado,

considerando os efeitos das recontabilizacdes.
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Grafico 1.9 - Posicdao contratual da distribuidora no MCP



18. O Gréfico 1.10 apresenta o comparativo entre o Preco Médio dos Contratos de Compra de Energia e o valor do PLD
percebido pela distribuidora, bem como o resultado financeiro no mercado de curto prazol!®] dado a diferenca entre

esses precos e a posicao contratual da distribuidora, descrita no Grafico 1.9.
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Grafico 1.10 — Resultado financeiro no MCP e o comparativo entre o Pmix e o PLD

Conta Bandeiras

19. Por fim, para o monitoramento da adequabilidade das coberturas concedidas para os custos de CCEAR-D e os riscos
hidroldgicos de CCGF, Itaipu e Usinas Repactuadas, deve-se observar as previsdes de risco hidrolégico consideradas no
processo tarifdrio como componente financeiro. Também devem ser considerados os saldos positivos nas rubricas
“Resultado MCP” e “ESS” da Conta Bandeiras, pois pela sistemdtica de apuragdo dos repasses da conta, resultados
positivos desses itens de custos sdo considerados como cobertura para os custos de CCEAR-D e risco hidroldgico. Desta

forma, a Tabela .9 apresenta o resultado dessa comparacao.

Tabela 1.9 — Impacto dos custos de CCEAR-D e do Risco Hidroldgico apds o desconto da previsao de risco
hidrolégico considerada no processo tarifarios e de saldos positivos na Conta Bandeiras



Itens Impacto

I1- Impacto na CVA* 4,43%
Risco Hidrologico de CCGF 0,27%
Risco Hidrologico de Usinas Repactuadas 0,92%
Risco Hidrologico de Itaipu 0,00%
CCEAR-D (RRV + Efeito disponibilidade) 3,24%

Il - Reversdo da Previsdo de Risco Hidroldgico -2,80%
Risco Hidrolégico de CCGF -0,60%
Risco Hidrologico de Usinas Repactuadas -2,20%
Risco Hidrologico de Itaipu 0,00%

1l - Receitas de MCP a ESS 0,29%
Resultado MCP R$1.707.427,12
Diferenga de Pregos entre Submercados™** R$5.626.134,78
ESS + CONER -R$3.991.317,37

IV - Custo ndo coberto pelas bandeiras e previsdo (I + 1l + 1) 1,92%
Risco Hidroldgico de CCGF -0,39%
Risco Hidroldgico de Usinas Repactuadas -1,50%
Risco Hidrolégico de Itaipu 0,00%
CCEAR-D [RRV + Efeito disponibilidade) 3,81%

* Ja descontada as receitas da Conta Bandeira

** Valor considerado em conjunto com o MCP na apuragao da Conta Bandeira

20. Pode-se concluir que, apds o desconto da previsdo de risco hidrolégico considerada no processo tarifarios e de
saldos positivos do resultado de MCP e ESS (ESS + CONER) na Conta Bandeiras, o impacto dos custos ndo cobertos de

CCEAR-D e risco hidrolégico de CCGF, Itaipu e Usinas Repactuadas foi de 1,92%.

21. Nesse sentido, a Tabela 1.10 apresenta o impacto de cada modalidade contratual, ja descontada a reversdo da
previsdo do risco hidroldgico e da alocac¢do das receitas de MCP e ESS/CONER, chegando a um percentual liquido de

Tabela 1.10 — Impacto liquido por modalidade contratual



Item Impacto

Diferenca entre preco realizado e tarifa de cobertura 0,45%
CCEAR-Q/MCSD 0,35%
MCSD EN 0,21%
CCEN -0,14%
Itaipu 0,00%
Bilateral 0,01%
CCGF 0,02%
GP 0,00%
MVE 0,00%
Suprimento 0,00%
CCEAR-A 0,00%

Método 3 0,43%
Efeito Disponibilidade CCEN -0,01%
Risco Hidrologico e CCEAR-D* 1,92%
Demais Custos -1,47%

Total 0,89%

* Efeito conjungado do Método 2 e 3 para o CCEAR-D

22. Cabe aqui ressalvar que o resultado do MCP considerado para fins de apuracio dos impactos de CCEAR-D e Risco
Hidrolégico ndo contempla o limite de repasse da sobrecontratacdo, de forma que parte desse resultado poderd ser
repassado a distribuidora quando homologado o limite de sobrecontratacdo involuntdria para o periodo. Para o
periodo de outubro/2024 a setembro 2025, o nivel de contratagdo apurado em relagdo a carga real foi de 15,85%.

ANEXO 11l - RELATORIO DE ANALISE DOS CUSTOS DE REDE BASICA E CONEXAO

1. Em decorréncia do acesso ao Sistema Interligado Nacional (SIN) e do uso das instalacdes de transmissdo, as
distribuidoras sdo responsdveis pelo pagamento dos Encargos de Uso do Sistema de Transmissdo (EUST) as
transmissoras. Ainda, sdo pagos encargos de conexdo devido a utilizacdo de Demais Instalacdes de Transmissdo de Uso
Exclusivo (DIT) e InstalagGes de Transmissdo de Interesse Exclusivo para Conexdao Compartilhada (ICG), bem como em
funcdo de Parcelas de Ajuste (PA) de exercicios anteriores das transmissoras.

2. O EUST é calculado pela multiplicagdo das Tarifas de Uso do Sistema de Transmissdo (TUST) pelos Montantes de Uso
do Sistema de Transmissdo (MUST) contratados em cada ponto de conexdo com a Rede Basica. As TUST sdo definidas
em Resolugdo Homologatéria (REH) emitida anualmente pela ANEEL, enquanto os MUST sdo contratados pelas
distribuidoras por meio dos Contratos de Uso do Sistema de Transmissdo (CUST) e seus respectivos termos aditivos
(TA), celebrados com o Operador Nacional do Sistema (ONS).

3. As TUST em DRP s3o aquelas vigentes no momento de aprovac¢io do processo tarifario da distribuidora, enquanto as
TUST em DRA sdo aquelas homologadas em DRP no processo tarifario anterior (Proret 3.3). Por sua vez, os MUST
considerados no processo tarifario sdo os contratados no periodo de referéncia, sem efeitos retroativos, conforme TA
assinados.

4. As diferencas entre a tarifa homologada e a aplicada s3o apuradas pela Conta de Variacdo dos Custos da Parcela A
(CVA), conforme estabelece o submédulo 4.2 A do PRORET.



5. Os encargos de conexdo sdo definidos na REH que estabelece a Receita Anual Permitida (RAP) das concessionarias de
transmissdao, emitida anualmente pela ANEEL. No caso dos encargos de conexao, os custos sdo concatenados com o
processo da distribuidora, conforme Portaria Interministerial MME/MF n2 025/2002 e, assim, ndo estdo sujeitos a CVA.
No entanto, eventuais ajustes podem ser realizados em casos de recursos providos no ultimo processo tarifario da
distribuidora ou por decisdes especificas da Diretoria e das demais Superintendéncias da ANEEL.

5. No presente processo, foram considerados os seguintes atos e documentos:

e TUST em DRP: REH n2 3.482/2025.
® MUST em DRP: CUST n2 087/2013 (Aditivos: 13, 15 e 16).
® Encargos em DRP: REH n2 3.481/2025.

6. Com o objetivo de validar a efetiva utilizagdo dos pontos de conexdo a Rede Basica, bem como a conexdo das DITs de
Uso exclusivo, foram encaminhados oficios a Distribuidora e a Transmissora envolvidas no processo. Em resposta,
foram recebidas as correspondéncias apresentadas a seguir, as quais subsidiaram a andlise do calculo dos encargos.

e Macapa Transmissora de Energia e Energisa Amapa Transmissora de Energia ENERGISA/VPR-
ANEEL/N2 009/2025 SEI: 0221649.

e Distribuidora CEA: C.E. REG. 098/2025 SEI: 0225950.

7. As transmissoras manifestaram concordancia com os dados de Rede Bdésica e Conexdo encaminhados. A distribuidora
CEA, por sua vez, solicitou a consideracao integral do MUST contratado para dezembro de 2024, porém, conforme a
regulamentacdo vigente, foi aplicado o cdlculo proporcional ao periodo efetivo de operagdo. Para os demais itens, a
empresa também manifestou concordancia com as informacgdes enviadas.

8. A Tabela Ill.1, apresenta a variacdo observada nos principais componentes dos custos associados aos Encargos de
Uso de Rede Bdsica e aos Encargos de Conexdo da distribuidora. Na sequéncia, sdo relatadas as respectivas
consideracdes e justificativas para as varia¢des identificadas, em consonancia com os parametros estabelecidos pela
regulamentacgdo vigente.

Tabela Ill.1 - Variacdao dos custos de Transmissao.

RTA 2024 - CEA (RS) RTP 2025 - CEA (RS) Variagdo (%) nominal

MUST Ponta 3.402,82 6.825,47 100,58%
MUST Fora-Ponta 3.472,24 6.928,00 99,53%
Contratagao Geral 6.875,06 13.753,47 100,05%
TUST-rb 5.264,72 5.570,82 5,81%

TUST-rbf 975,70 822,30 -15,72%
Despesa da Rede Basica 36.195.278,02 76.618.117,26 111,68%
Despesa da Rede Basica Fronteira 6.708.290,22 11.308.906,48 68,58%
Despesa Total RB/RBF 42.903.568,24 87.927.023,74 104,94%
Conexao (parcela repassavel) 244.853,53 2.372.629,59 869,00%

] Encargo de Uso de Rede Basica

9. 0Os custos totais associados a Rede Basica (RB) apresentaram uma elevacdo del104,94%, decorrente,
predominantemente, do incremento observado na contrata¢do geral dos Montantes de Uso do Sistema de Transmissao
(MUST), tanto em periodo de ponta quanto fora de ponta, os quais registraram crescimento agregado de 100,05%. A



entrada do ponto MACAPA 11l 69 kV foi a principal responsdvel pelo aumento de contratacao.

"] Conexao
[J Tabela Ill.2 - Variagdo dos custos de Transmissao.

Edificacao Médulo RAP do Ciclo 2024 | RAP do Ciclo 2025
MACAPA IB 69 kV MG 230 kV MACAPA MGI1 AP IB1 31.188,47 32.847,63
MACAPA EL 69 kV MACAPA DIST1 64.555,02 67.989,21
MACAPA EL 69 kV MACAPA DIST2 64.555,02 67.989,21
MACAPA EL 69 kV MACAPA DIST3 64.555,02 67.989,21
MACAPA III |IB 69 kV MG 230 kV MACAPA 111 MG1 AP IB1 Prevista 575.848,69
MACAPA III | EL 69 kV MACAPA III DIST1 Prevista 779.982,82
MACAPA III | EL 69 kV MACAPA III DIST2 Prevista 779.982,82

TOTAL DE ENCARGOS 224.853,53 2.372.629,59

10. Os custos
principalmente a entrada em operagao de novos equipamentos na subesta¢cdo Macapa Ill, conforme demonstrado na

relacionados aos Encargos de Conexdao registraram aumento expressivo de869%, refletindo

Tabela 111.2 onde se pode observar que os equipamentos estavam apenas previstos em 2024.

[1 Comentarios

11. Reforcamos que os valores em DRA apresentados na Tabela lll.1 se referem aos considerados na ultima REH da
distribuidora em DRP. Ainda, os valores considerados no processo tarifario da distribuidora e relacionados com os
encargos de conexdo sdo, em cada caso (DRA e DRP), atualizados pelo indice de cada contrato de transmissdo, da data
de referéncia da respectiva receita da transmissdo (DRA - 06/2024; DRP 06/2025) até a data de processamento das
tarifas da distribuidora.

ANEXO IV — METODOLOGIA DE REAJUSTE TARIFARIO ANUAL PARA CONCESSIONARIAS DE DISTRIBUIGAO

1. Quando da assinatura do Contrato de Concessdo, a empresa reconheceu que o nivel tarifario vigente, ou
seja, as tarifas definidas na estrutura tarifaria da empresa, em conjunto com os mecanismos de reajuste
e revisdo tarifaria estabelecidos nesse contrato, sdao suficientes para a manutenc¢do de seu equilibrio
econbmico-financeiro. Isso significa reconhecer que a receita anual é suficiente para cobrir os custos
operacionais incorridos na presta¢dao do servico adequado e remunerar o capital investido, na medida
em que as regras de reajuste tém a finalidade de preservar, ao longo do tempo, o equilibrio econémico-
financeiro inicial do contrato.

2. Segundo descrito na Subcldusula Quinta da Cldusula Sétima do Contrato de Concess3o, preservada em
seus termos aditivos, a receita inicial da concessionaria (RAO) é composta da Parcela A (VPA) e da Parcela
B (VPB). A Referida Receita Anual é calculada considerando-se as tarifas econ6micas homologadas na



“Data de Referéncia Anterior (DRA)” e o “Mercado de Referéncia”, ndo incluindo tributos, componentes
financeiros exdgenos ao reajuste econdmico, nem receitas oriundas de ultrapassagem e contratacdo de
reserva de capacidade.

A Parcela A é a parcela da receita que contempla os custos referentes aos seguintes itens: (i) Encargos
Setoriais; (ii) Energia Elétrica Comprada e (iii) Custos de Conexdo e de Uso das InstalacGes de
Transmissdo e/ou Distribuicdo de Energia Elétrica;

A Parcela B é composta pela parcela da receita associada a custos operacionais e de capital eficientes,
inclusive despesas de depreciacao, do segmento de distribuicdo de energia elétrica.

Em cumprimento ao contrato de concessao, a ANEEL aplica o reajuste tarifario anual, exceto no ano da
Revisdo Tarifdria Periddica, conforme esquema abaixo:

Referéncia
DRA Periodo de 12 meses DRP
I I
.. ™ . |
VPA, ? VPA,

Dessa forma, as novas tarifas sdo calculadas na Data do Reajuste em Processamento (DRP) mediante a
aplicagdo sobre as tarifas homologadas na Data de Referéncia Anterior (DRA) do indice de Reajuste
Tarifario Anual (IRT) médio, assim definido na Subcldusula Sexta da Clausula Sétima do Contrato de
Concessao:

_ VPA, + VPB, x(IVIX)
RA,

IRT

onde:

Mercado de Referéncia - como mercado de energia garantida da CONCESSIONARIA, nos doze
meses anteriores ao reajuste em processamento;

VPA; - Valor da Parcela A considerando-se as condi¢cdes vigentes na DRP e a energia
comprada em funcgdo do “Mercado de Referéncia;

RA, - Receita Anual, calculada considerando-se as tarifas homologadas na DRA e o “Mercado
de Referéncia”, ndo incluindo o ICMS;

VPB, - Valor da Parcela B considerando-se as condigées vigentes na “Data de Referéncia
Anterior”, e o “Mercado de Referéncia”, calculado da seguinte forma:

VPB, = RA, - VPA,
onde:

VPA, - Valor da Parcela A considerando-se as condicbes vigentes na “Data de Referéncia
Anterior” e a energia comprada em func¢do do “Mercado de Referéncia”;

IVI - Numero indice obtido pela divisdo dos indices do IGPM da Fundag¢éo Getulio Vargas, ou
do indice que vier a sucedé-lo, do més anterior a data do reajuste em processamento e o do
més anterior a “Data de Referéncia Anterior”. Na hipdtese de ndo haver um indice sucedéneo,



a ANEEL estabelecerd novo indice a ser adotado; e

X - Numero indice definido pela ANEEL a ser subtraido ou acrescido ao IVI.

[1I.LPROCESSAMENTO DO REAJUSTE TARIFARIO ANUAL
A. Defini¢ao do Periodo de Referéncia

7. O periodo de referéncia para o reajuste anual corresponde ao ciclo de doze meses, entre o més do
processo tarifario anterior e o més anterior ao atual processo de reajuste.

B. Computo da Receita Anual

8. No célculo da Receita Anual inicial (RAp) da distribuidora devem ser considerados os dados de mercado
disponiveis no Sistema de Acompanhamento de Informagdes de Mercado para Regulagdo Econdmica —
SAMP e as tarifas homologadas no processo tarifario anterior.

9.
C. CoOmputo da Parcela A

10. A Parcela A é composta pela soma dos seguintes componentes: (i) Encargos Setoriais; (ii) Custo com
conexdo e uso dos sistemas de transmissdo e/ou distribuicdo; (iii) Custo de aquisicdo de energia elétrica
e geragao propria.

11. Os procedimentos de célculo detalhados de cada um dos componentes acima estdo descritos nos
Submddulos 3.2, 3.3 e 3.4 do PRORET.

1. Encargos Setoriais

12. Os encargos setoriais, oriundos de politicas de governo para o setor elétrico, possuem finalidades
especificas e sdo definidos em legislacdo propria. Seus valores sdo estabelecidos pela ANEEL e ndao
representam ganhos de receita para a concessionaria. Os encargos considerados nos processos tarifarios
sao:

a. Conta de Desenvolvimento Energético — CDE

13. Criada pela Lei n2 10.438, de 26/4/2002, com redacdo alterada pelas Leis n2 12.783, de 11/1/2013, e n®
12.839, de 9/7/2013 regulamentado pela Resolugdo n2 549, de 7/5/2013, em conformidade com a
Medida Provisdria n2 605, de 23/1/2013 e os Decretos n? 7.945, de 7/3/2013 e 9.022, de 31 de margo de
2017. A CDE tem como finalidade:

1) o desenvolvimento energético dos Estados;

i1) promover a universalizagao do servigo de energia elétrica;

i) garantir recursos para atendimento da subvengdo econd6mica destinada aos
consumidores classificados como Residencial Baixa Renda,

1v) prover recursos para os dispéndios da Conta de Consumo de Combustiveis — CCC,

V) prover recursos e permitir a amortizagdo de operagdes financeiras vinculadas a
indenizagdo por ocasido da reversdao das concessdes ou para atender a finalidade de modicidade
tarifaria,

vi) promover a competitividade da energia produzida a partir de fontes edlica, termossolar,
fotovoltaica, pequenas centrais hidrelétricas, biomassa, gas natural e carvao mineral nacional nas
areas atendidas pelos sistemas interligados,



vii) prover recursos para compensar descontos tarifarios aplicados nas tarifas de uso dos
sistemas elétricos de distribuicdo e nas tarifas de energia elétrica (regulamentado pelo Decreto ne.
7.891, de 23/1/2013), e

Vviil) prover recursos para compensar o efeito da ndo adesao a prorrogacdo de concessdes de
geracao de energia elétrica, assegurando o equilibrio da reducao das tarifas das concessionarias de
distribuicdo;

14. A cobertura tarifaria referente ao encargo de CDE considerado neste processo tarifario incorpora os
seguintes valores:

1) quota anual de CDE Uso.Paga por todos os agentes que atendem consumidores finais
cativos e livres no Sistema Interligado Nacional - SIN, mediante encargo tarifario incluido nas tarifas
de uso dos sistemas de distribuicdo e transmissdo de energia elétrica. Essa quota é destinada ao
custeio dos objetivos da CDE, previstos em seu orcamento anual, definido pelo Poder Executivo,
conforme previsto nos §§ 22 e 32 do art. 13 da Lei n? 10.438, de 2002, com redacdo dada pela Lei n2
12.783, de 2013.

i1) quota anual da CDE — Conta-Covid (TUSD e TE) Por intermédio do Decreto n? 10.350,
publicado em 18 de maio de 2020, o Governo Federal determinou a criagdo da Conta COVID,
destinada a receber os recursos de operagao financeira para alivio do caixa das distribuidoras de
energia em meio a pandemia do novo coronavirus. O empréstimo, contratado e administrado pela
Camara de Comercializacdao de Energia Elétrica — CCEE, tem como objetivo garantir a liquidez do
setor, mitigando os impactos da reducdo do consumo e do aumento da inadimpléncia nesse
periodo. para o consumidor, a iniciativa representa a postergacdo e o parcelamento de impactos
tarifarios que serdo, serdao diluidos em 60 meses por meio da CDE Conta-Covid;

iii) quota anual da CDE - Conta-Escassez (TUSD e TE)De acordo com a REN n2 1.008, de 15
de margo de 2022, essa quota destina-se a receber recursos para cobrir, total ou parcialmente, os
custos adicionais decorrentes da situacdo de escassez hidrica para as concessionarias e
permissionarias de servico publico de distribuicdo de energia elétrica, e os diferimentos de que trata
0 § 12-1 do art. 13 da Lei n2 10.438, de 26 de abril de 2002, e regular a utilizacdo do encargo tarifario
da CDE, para fins de pagamentos e recebimentos de valores;

iv) quota anual da CDE — GD. Trata-se de encargo que visa operacionalizar a transferéncia de
recursos para compensar perdas de receitas tarifarias de distribuidoras com unidades consumidoras
participantes do Sistema de Compensacao de Energia Elétrica — SCEE, nos moldes da Lei n2 14.300,
gue instituiu o Marco Legal da micro e minigeracao distribuida — MMGD; e

v) quota anual da CDE - Eletrobras. Nos termos do inciso | do art. 42 da Lei 14.182/2021, que
dispGe sobre a desestatizacdo da empresa Centrais Elétricas Brasileiras S.A. (Eletrobras), estabeleceu
gue a Eletrobras aportard na CDE, para fins de modicidade tarifaria, o montante correspondente a
50% (cinquenta por cento) do valor adicionado a concessdao pelos novos contratos, cuja quota,
fixada neste processo tarifario, corresponde a publicada anualmente pela STR/ANEEL, utilizando o
fator de garantia fisica como parametro de rateio entre as demais concessionarias.

b. Taxa de Fiscaliza¢dao de Servigos de Energia Elétrica — TFSEE
15. Instituida pela Lei n29.427, de 26/12/1996 e alterada pela Lei n° 12.783/2013, de 11/01/2013, destina-se
a cobertura do custeio das atividades da ANEEL e tem sua metodologia de calculo detalhada no

Submoddulo 5.5 do PRORET.

c. Programa de Incentivo as Fontes Alternativas de Energia Elétrica — PROINFA .



16. Instituido pela Lei n? 10.438, de 26/4/2002, regulamentado pelo Decreto n2. 5.025/2004, tem como

objetivo aumentar a participagdo de fontes alternativas renovaveis na producdo de energia elétrica. Tem
sua metodologia de cédlculo detalhada no Submédulo 5.3 do PRORET.

d. Compensacao Financeira pela Utilizagcdo de Recursos Hidricos — CFURH .

17. Instituido pela Lei n2. 7.990, de 28/12/1989, destina-se a compensacdo pelo resultado da explora¢do de

petréleo ou gas natural, de recursos hidricos para fins de geracdo de energia elétrica, de recursos
minerais, plataforma continental, mar territorial ou zona econémica exclusiva, tem sua metodologia de
calculo detalhada no Submddulo 5.9 do PRORET.

e. Encargo de Servigos do Sistema — ESS e Encargo de Energia de Reserva — EER

18. Previstos no Decreto n2. 5.163, de 30/7/2004 e Decreto n? 6.353, de 16/1/2008, respectivamente. O ESS

tem como finalidade destinar recursos a cobertura dos custos dos servicos do SIN, compreende, entre
outros: custos decorrentes da geragao despachada independentemente da ordem de mérito; a reserva
de poténcia operativa para a regulagdo da frequéncia do sistema e sua capacidade de partida auténoma;
a reserva de capacidade superior aos valores de referéncia estabelecidos para cada gerador, necessaria
para a opera¢do do sistema de transmissdo; e a operagdo dos geradores como compensadores
sincronos, a regulagao da tensdo e os esquemas de corte de geragdo e alivio de cargas. O EER representa
todos os custos decorrentes da contratacdo da energia de reserva, entendida como aquela destinada a
aumentar a segurancga no fornecimento de energia elétrica ao SIN.

f. Pesquisa e Desenvolvimento (P&D) e Programa Eficiéncia Energética (PEE)

19. Instituida pela Lei n2. 9.991, de 24/7/2000, trata-se de obrigacio das concessiondrias e permissionarias

de distribuicdo de energia elétrica de aplicarem percentuais de sua receita operacional liquida para fins
de pesquisa e desenvolvimento do setor elétrico e programas de eficiéncia energética. Importante
esclarecer que, segundo orientacdo do Oficio Circular n? 185/2015-SFF/ANEEL, as receitas adicionais de
Bandeira Tarifaria foram reconhecidas dentro da receita operacional liquida das Concessionarias e,
portanto, passam a sofrer a incidéncia dos percentuais de P&D e PEE.

2. Custo com Conexdo e Uso dos Sistemas de Transmissdo e/ou Distribuicdo

20. Os custos com transmissdo de energia elétrica, desde as usinas até as redes de distribuicdo da

21.

concessionaria, sio compostos por: Rede Basica (Sistémica e Fronteira), DIT Compartilhada e de uso
exclusivo, Transporte de Itaipu, Uso da Rede Basica pela usina de Itaipu e Uso de Sistemas de
Distribuicao.

O contrato de concessdo estabelece que deverdo ser observados os montantes de Contratagdo Eficiente
na apuragao dos custos de encargo de uso dos sistemas de transmissao e distribuicdo os quais devem
obedecer, respectivamente, os termos da Resolugdo Normativa n? 666/2015 e da Resolu¢gdo Normativa
n2 506/2012 e alteragdes supervenientes.

a. Custo de Rede Basica

22. Referem-se aos valores pagos pelas concessiondrias de distribuicio as Transmissoras, conforme Contrato

de Uso do Sistema de Transmissdao — CUST celebrado com o ONS, para acesso a rede de transmissao do
sistema interligado. Sdo calculados pelo ONS, com base nos valores de demanda de poténcia
multiplicados por tarifa estabelecida pela ANEEL. Essa tarifa depende da receita anual permitida para as
concessionarias de transmissdo (RAP) para cobrir os custos decorrentes da atividade de transmissdo. A
ANEEL fixa a Tarifa de Uso do Sistema de Transmissdo (TUST) nas formas de TUSTRB, relativa ao uso de



23.

instalagGes da Rede Basica, e TUSTFR, referente ao uso de instala¢des de fronteira com a Rede Bdasica. As
distribuidoras quotistas de Itaipu pagam também a parcela atribuida a geradora Itaipu Binacional pelo
Uso da Rede Basica (MUST Itaipu), de forma proporcional as suas quotas-partes.

Para o célculo dos encargos de Rede Basica Nodal e Fronteira, os MUSTs (Montantes de Uso do Sistema
de Transmissdo) sdo obtidos no CUST - Contrato de Uso do Sistema de Transmissdo, celebrado entre o
ONS, as concessiondrias de transmissdo e a distribuidora, disponibilizado no SACT - Sistema de
Acompanhamento dos Contratos de Transmissao, valoradas pelas tarifas vigentes homologadas em
junho de cada ano.

b. Custo de Conexao

24.

25.

26.

27.

Refere-se ao uso exclusivo, pelas distribuidoras, das Demais Instalacdes de Transmissdo (DIT) ndao
integrantes da rede basica e pertencentes as transmissoras, para conexao as instalagdes da rede basica
de transmissdo. Os valores desse custo sdo estabelecidos pela ANEEL e tém reajuste anual concatenado
com a data de reajuste ou revisao das tarifas de fornecimento das distribuidoras de energia elétrica.

Cabe esclarecer que a Receita Anual da Conexdao de uso exclusivo referente as Demais Instalagdes de
Transmissdo (DIT) presente na Resolugdo Homologatdria do processo tarifario da distribuidora pode
diferir do custo de conexao repassado as tarifas e considerado na DRP.

A situacdo descrita acima pode ocorrer, pois de acordo com o que consta no § 12 do artigo 72 e § 32 do
artigo 792-A da Resolu¢do Normativa n? 67/2004 e § 62 do artigo 42-A da Resolugdo Normativa n@
68/2004, os encargos de conexdo associados as novas instalagbes de transmissdo de uso exclusivo,
apesar de serem devidos pela distribuidora a partir da data de entrada em operagao comercial dessas
instalagGes, s6 poderdo ser considerados no calculo da tarifa dos consumidores finais da concessiondria
ou permissionaria de distribui¢do a partir da respectiva prestacdo de servico, sem efeitos retroativos.

Caso haja instalagGes de transmissdo de uso exclusivo da distribuidora, autorizados com RAP prévia e
que entraram em operacdao comercial durante o Periodo de Referéncia, considera-se adicionalmente
para fins de cobertura tarifaria dos custos associados a essas instalagGes, o periodo compreendido entre
a data de conexdo da distribuidora na nova instalacdo e a data de aniversdrio da concessiondria de
distribuicdo.

c. Transporte da Energia Elétrica proveniente de Itaipu Binacional

28.

Refere-se ao custo de transmissdo da quota parte de energia elétrica adquirida, pela concessionaria,
daquela geradora. A despesa com transporte de energia elétrica proveniente de Itaipu é o resultado da
multiplicacdo do montante de demanda de poténcia (MW) adquirida pela tarifa de transporte de Itaipu
fixada pela ANEEL, em RS/MW.

d. Custo do Uso de Sistemas de Distribuicao

29. Refere-se aos valores pagos pelas concessionarias de distribuicio a outras Distribuidoras, conforme

Contrato de Uso do Sistema de Distribuicdo — CUSD celebrado entre as partes, para acesso a rede de
distribuicdo daquelas. A despesa é calculada com base nos valores de demanda de poténcia, observando
a Contratagdo Eficiente (montante faturado contido no intervalo de 100% até 110% do MUSD
contratado), multiplicados por tarifa estabelecida pela ANEEL em resolugdo da distribuidora acessada.

3. Compra de Energia



30. O célculo dos custos de aquisicio de energia obedece aos critérios estabelecidos no contrato de
concessao e nas hormas setoriais, em especial a Lei n2 10.848/2004 e ao Decreto n2 5.163/2004.

31. A Lei n° 10.848/2004 também estabeleceu dois ambientes de contratacio no Sistema Interligado
Nacional — SIN, o Ambiente de Contratacdo Regulada — ACR e o Ambiente de Contratacdo Livre — ACL. A
mesma lei, em seu art. 29, determina que as empresas de distribuicdo de energia “deverdo garantir o
atendimento a totalidade de seu mercado, mediante contratacdo regulada”.

32. Além disso, é considerado no calculo o procedimento aprovado pelo Despacho n2 4.225, de 10/12/2013,
que estabelece que o custo de aquisicdo de energia seja obtido pela multiplicacdo da energia requerida,
liguida da energia do PROINFA, pela tarifa média dos contratos de compra de energia vigentes na data da
revisao.

33. As modalidades disponiveis de aquisicio de energia elétrica no cumprimento da obrigacdo de
contratacdo para o atendimento do mercado dos agentes de distribui¢cdo sdo descritas a seguir:

1) Contratos Bilaterais: sdo contratos de livre negociacao entre os agentes, firmados antes da
publicacdo da Lei n® 10.848/2004; os contratos firmados para o atendimento do Sistema Isolado
antes da Medida Proviséria n2 466, de 29/07/2009, e aqueles firmados por meio de licitacdo
realizada na modalidade de concorréncia, conforme Decreto n° 7.246, de 28/07/2010; as
contratacdes de energia de Geragao Distribuida decorrente da desverticaliza¢do, conforme dispde a
Lei n.2 10.848, de 2004 e os contratos oriundos de licitacdo publica realizada por agentes de
distribuicdo com mercado inferior a 500 GWh/ano.

i1) Contratos de Leiloes (CCEARs): sao Contratos de Comercializagao de Energia no Ambiente
Regulado — CCEAR, decorrentes de leildes definidos com base no art. 19 do Decreto n? 5.163, de
2004, para empreendimentos de geragdo existentes, novos empreendimentos e de fontes
alternativas;

i11) Leiloes de Ajuste: sdo contratos realizados de acordo com o art. 26 do Decreto n° 5.163,
de 2004, em decorréncia de leildes especificos realizados pela ANEEL, direta ou indiretamente, para
contratacdes de ajuste pelas distribuidoras, com prazo de suprimento de até dois anos, para fins de
possibilitar a complementacdo do montante de energia elétrica necessario para o atendimento a
totalidade de suas cargas.

iv) Cotas de ITAIPU refere-se a energia comercializada por Itaipu Binacional com as
concessionadrias de distribuicdo de energia elétrica adquirentes das cotas-partes; a metodologia para
o calculo das cotas — parte se encontra no Submaddulo 12.6 do PRORET;

v) Cotas de Angra |l e Il refere-se a energia comercializada pelas centrais geradoras Angra | e
Angra |l com as concessionarias de distribuicdo de energia elétrica no Sistema Interligado Nacional —
SIN adquirentes das suas respectivas cotas-partes; a metodologia para o calculo dos montantes
encontra-se descrita no Submaddulo 12.6 do PRORET;

vi) Cotas do PROINFA refere-se a energia proveniente de fontes edlicas, pequenas centrais
hidrelétricas e biomassa, decorrente do Programa de Incentivos as Fontes Alternativas de Energia
Elétrica — PROINFA;

vii) Cotas das Concessoes Renovadas. refere-se a parcela decorrente do rateio da garantia
fisica de energia e de poténcia das usinas cujas concessdes foram prorrogadas nos termos da Lei n°
12.783, de 2013; incluem-se ai as usinas objeto do Leildo de Contratagdao de Concessdes de Usinas
Hidrelétricas em Regime de Alocagao de Cotas de Garantia Fisica e Poténcia, realizado em
25/11/2015;



viil) Gerag¢do Propria: refere-se a energia proveniente de empreendimento de geragdao

préopria da concessionaria de distribuicdo com mercado inferior a 700 GWh/ano e aquelas que
atendem os Sistemas Isolados para atendimento do seu mercado. A Lei n? 9.074, de 7/7/1995, com
redacdo dada pela Lei n? 10.848, de 2004;

iX) Suprimento: refere-se a energia comercializada entre distribuidoras/permissionaria com

mercado inferior a 700 GWh/ano (suprida), no Sistema Interligado Nacional — SIN, que adquirem
energia de outra distribuidora/permissionaria (supridora), sendo que as partes firmam contratos de
compra e venda cuja tarifa é estabelecida pela ANEEL;

Xx) Geragdo Distribuida: energia elétrica proveniente de empreendimentos que se

enquadram no disposto no Art. 14 do Decreto n? 5.163, de 30/07/2004, conforme regras
estabelecidas no Art. 15 do mesmo decreto.

a. Perdas Elétricas e Energia Requerida

34.

35.

36.

37.

Com a finalidade de calcular o montante de energia que deve ser repassado as tarifas dos consumidores,
a ANEEL determina o nivel maximo de perdas (técnicas e ndo técnicas na distribuicdo e na Rede Basica) a
ser admitido em fungdo do mercado atendido pela distribuidora. A energia requerida é definida como
sendo o volume de energia elétrica e poténcia adquirida para o atendimento dos consumidores cativos e
das outras concessiondrias e permissionarias de distribuicdo de energia elétrica no periodo de referéncia,
acrescido das perdas definidas pela ANEEL.

S3do denominadas perdas na distribuicdo o somatdrio de perdas técnicas e ndo técnicas no sistema de
distribuicdo de uma concessionaria de energia. As perdas técnicas representam o montante de energia
elétrica dissipada no sistema de distribuicdo decorrente dos processos de transporte, transformacgdo de
tensdo e medicdo de energia elétrica; ja as perdas ndo técnicas sdo aquelas apuradas pela diferenca
entre as perdas totais na distribuicdo e as perdas técnicas, considerando, portanto, todas as demais
perdas, tais como fraude e furtos de energia, erros de medicdo, erros no processo de faturamento,
unidades consumidoras sem equipamento de medicdo, dentre outros.

Ja as perdas na Rede Basica sdo definidas como aquelas externas a rede de distribuicdo da
concessiondria, representando a energia dissipada no sistema de transmissdo e nas Demais Instala¢des
de Transmissdo de uso compartilhado em decorréncia dos processos de transporte, transformacdo de
tensdo e medi¢do de energia elétricall7l,

As perdas regulatérias na distribuicdo sdo definidas a cada revisao tarifaria, enquanto as perdas na Rede
Basica sdo estimadas, todos os anos, em cada processo tarifario, utilizando-se os valores contabilizados
nos ultimos 12 meses e informados pela Camara de Comercializagdo de Energia Elétrica — CCEE, ai
incluindo-se as perdas das DIT de uso compartilhado.

b. Valoragdo da Compra de Energia

38.

39.

O Art. 36 do Decreto n° 5.163, de 30/7/2004, estabelece que a ANEEL autorize o repasse dos custos de
aquisicdo de energia elétrica previstos nos contratos de que tratam os artigos 15, 27 e 32 do mesmo
Decreto, pelos agentes de distribuicdo as tarifas de seus consumidores finais, assegurando a
neutralidade no repasse dos custos de aquisicdo de energia elétrica.

O calculo dos valores econémicos para a compra de energia na DRP obedece aos critérios estabelecidos
no contrato de concessdo e nas normas setoriais, em especial a Lei n? 10.848/2004 e o Decreto n?
5.163/2004.



40. Para o célculo da despesa com energia elétrica comprada para revenda, elabora-se o Balanco Energético
da concessiondria, que apura as sobras ou déficits(!8! considerando o periodo de referéncia em quest3o.

41. As sobras ou déficits sdo calculados a partir da diferenca entre os totais de energia contratada e de
energia requerida, ambos relativos ao periodo de referéncia. A energia contratada disponivel
corresponde ao somatodrio de CCEAR’s, Contratos de Leildo de Ajuste, Contratos Bilaterais, Geragdo
Prépria, cotas de energia de Itaipu, do Proinfa, de Angra | e I, e das Usinas com Contratos Renovados, e
Contratos de Suprimento.

42. Os critérios e procedimentos adotados no célculo do preco de repasse dos contratos de compra de
energia estao detalhados no Submédulo 3.2 do PRORET.

D. Computo da Parcela B

43, O computo da Parcela B é efetuado conforme o Submédulo 3.1 do PRORET que estabelece que o Valor
da Parcela “B”, VPBg, considerando-se as condi¢Oes vigentes na Data de Referéncia Anterior (DRA) e o
Mercado de Referéncia, é calculado da seguinte forma:

VPB, = RA, - VPA,
onde:

RA, - Receita Anual, calculada considerando-se as tarifas homologadas na DRA e o “Mercado
de Referéncia”, ndo incluindo o ICMS;

VPA, - Valor da Parcela A considerando-se as condig¢bes vigentes na “Data de Referéncia
Anterior” e a energia comprada em fun¢éo do “Mercado de Referéncia”;

44. J34 o valor da Parcela “B” (VPB1) na Data do Reajuste em Processamento (DRP) é calculado da seguinte

forma:
VPB; = VPByx (IGPM — X)

onde:

IGPM - Numero indice obtido pela divisGo dos indices do IGPM da Fundagdo Getulio Vargas,
ou do indice que vier a sucedé-lo, do més anterior a data do reajuste em processamento e o
do més anterior a “Data de Referéncia Anterior”. Na hipdtese de ndo haver um indice
suceddneo, a ANEEL estabelecerd novo indice a ser adotado; e

X — Fator X definido pela ANEEL a ser subtraido ou acrescido ao IVI.

45. O Fator X[19 é estabelecido no momento da Revisdo Tarifaria Periddica, conforme consta na Clausula
Sexta do Contrato de Concessdo, e tem por objetivo principal garantir que o equilibrio entre receitas e
despesas eficientes se mantenha ao longo do ciclo tarifario. Para atingir essa finalidade, o Fator X é
composto por trés componentes, conforme férmula abaixo:

Fator X=Pd +0+T

onde:

Pd = Ganhos de produtividade da atividade de distribuigcdo;
Q = Qualidade do servigo; e



T = Trajetdria de custos operacionais.

46. O componente Pd consiste nos ganhos de produtividade das distribuidoras de energia elétrica no
periodo historico analisado, ajustado pela variacdo observada do mercado e das unidades consumidoras,
pois esses sao fatores que afetam os ganhos de produtividade das distribuidoras

47. E o componente T ajusta, ao longo de um periodo definido, os custos operacionais observados de cada
concessiondria ao custo operacional eficiente. A metodologia de aplicacdo do componente T é descrita
no Submaddulo 2.2 — Custos Operacionais do PRORET.

48. Por fim, o componente Q do Fator X tem por finalidade incentivar a melhoria da qualidade do servico
prestado pelas distribuidoras, alterando as tarifas de acordo com o comportamento de indicadores de
qualidade. Na afericdo da qualidade sdo considerados indicadores dos servicos técnicos e comerciais, seu
calculo leva em conta a varia¢do destes indicadores e o atendimento aos padrdes estabelecidos pela
ANEEL.

E. Componentes Tarifarios Financeiros Externos ao Reposicionamento Econémico

49. Os componentes tarifarios financeiros nio fazem parte da base tarifiria econémica e se referem a
valores a serem pagos ou recebidos pelos consumidores em cada periodo de 12 meses subsequentes aos
reajustes ou revisdes tarifarias, em funcdo de obrigacGes legais e regulamentares impostas as
distribuidoras. Descricbes detalhadas e formas de calculo encontram-se nos Submaddulos 4.1, 4.2, 4.3 e
4.4 do PRORETI(20],

50. Os componentes financeiros usualmente considerados no processo de reajuste tarifario anual sdo:
1. Neutralidade dos Encargos Setoriais

51. Em conformidade com o disposto na Subcldusula Décima Oitava da Cldusula Sétima do Contrato de
Concessdo, a neutralidade dos encargos refere-se ao célculo das diferengas mensais apuradas entre os
valores de cada item dos encargos setoriais faturados no periodo de referéncia e os respectivos valores
contemplados no processo tarifario anterior atualizadas pela taxa SELIC.

2. Conta de Compensacao de Variagdo de Valores de Itens da Parcela A — CVA

52. Compensa os efeitos financeiros que ocorrem entre as datas de reajustes/revisdes da Parcela A,
conforme disposto na Portaria Interministerial n° 25, de 24/1/2002, do Ministério de Minas e Energia
(MME) e do Ministério da Fazenda (MF).

[J Os valores da CVA do 52 dia util anterior a data do reajuste ou revisdo tarifaria anual sdo
atualizados pela Selicf21,

[0 Em observancia ao Submaédulo 4.2 e 6.8 do PRORET, na apuracdao da CVA nergia € NA
CVAgss/err, € efetuada a reversdo da receita decorrente da aplicagdo dos adicionais das Bandeiras
Tarifarias Vermelha e os repasses da Conta Centralizadora dos Recursos de Bandeiras Tarifarias
alocada para a concessionaria, evitando aumento adicional.

] Ressalta-se que dados considerados no calculo ja foram fiscalizados pela Superintendéncia
de Fiscalizacdo Econdmica e Financeira — SFF/ANEEL. Para a fiscalizacdo, foi utilizado banco de dados
corporativo para receber os dados de pagamento associados ao cdlculo do saldo de CVA e das



garantias financeiras dos contratos de compra de energia.

"] A SFF/ANEEL recomenda que a SGT/ANEEL ndo utilize dados que ndo estejam salvos no

citado banco. Solicita ainda que oriente as empresas, caso necessario, a reenviar ou retificar os
dados sempre para o banco de pagamentos via Dutonet.

3. Saldo a Compensar da CVA do ano anterior.

53.

Conforme previsto no § 4° do artigo 3° da Portaria Interministerial MME/MF n° 25/2002, deve ser
verificado se o Saldo da CVA em Processamento considerado no processo tarifario do ciclo anterior foi
efetivamente compensado, levando-se em conta as variagdes ocorridas entre o mercado de energia
elétrica utilizado na definicdo daquele processo tarifario e o mercado verificado nos 12 meses da
compensagao, bem como a diferenga entre a taxa de juros projetada e a taxa de juros SELIC verificada.

4. Repasse de Sobrecontrata¢ido/exposicdo involuntaria de Energia

54.

Calculado conforme a metodologia contida ho Submddulo 4.3 do PRORET!22], gprovado pela REN n¢
1.003, de 12 de fevereiro de 2022.

5. Recalculo da Sobrecontratacao de Energia

55.

Ainda de acordo com o Submédulo 4.3 do PRORET, quando ocorrerem recontabilizagdes de montantes
contabilizados de contratos e de carga realizadas pela CCEE, deve ocorrer o repasse da Sobrecontratagao
de Energia referentes para as competéncias a partir de janeiro de 2015, o qual sera efetuado até 5 anos
apos seu més de competéncia.

6. Demais Componentes Financeiros

56.

Serdo considerados como Demais Componentes Financeiros (DCF) os seguintes itens: (i) Garantias
financeiras de CCEARs; (ii) Penalidade por descumprimento da meta de Universalizagdo; (iii)
Compensacdo por violacdo de imites de continuidade; (iv) Neutralidade dos encargos setoriais; (v)
Descasamento da TUSD Geracao; (vi) Descasamento da TUSD Distribuicdo; (vii) Descasamento das tarifas
de permissionarias; (viii) Recalculo de processo tarifario anterior; (ix) Suprimento fora da faixa de
tolerancia; e (x) Acordo Bilateral de CCEAR; (xi) Previsdo de Risco Hidrolégico; e (xii) Ajuste modicidade
CDE Eletrobras. A metodologia de célculo para cada um deles estdo elencados no Submaddulo 4.4 do
PRORETI23] e devem ser verificados os que se aplicam a cada processo tarifario.

IV.ADICIONAIS DE BANDEIRAS TARIFARIAS E CCRBT

57.

58.

59.

Os adicionais de bandeiras tarifarias sdo definidos pela ANEEL anualmente conforme previsdao das
variagOes relativas aos custos de geragdo por fonte termelétrica e a exposi¢cao aos precos de liquidagao
no mercado de curto prazo que afetem os agentes de distribuicdo de energia elétrica conectados ao
Sistema Interligado Nacional — SIN.

Os recursos provenientes da aplica¢do das bandeiras tarifarias pelas distribuidoras sdo revertidos a Conta
Centralizadora dos Recursos de Bandeiras Tarifarias — Conta Bandeiras, a qual foi criada pelo Decreto n?
8.401/2015 e regulamentada por meio do Submédulo 6.8 do PRORET.

Uma vez arrecadados na Conta Bandeiras, os recursos sao repassados as distribuidoras, considerando os
custos efetivamente realizados de geracdo por fonte termelétrica e de exposicdo aos precos de
liguidagdo no mercado de curto prazo e a respectiva cobertura tarifaria vigente.



60. Desta forma, conforme estabelecido no paragrafo 38 do Submddulo 6.8 do PRORET, a receita decorrente
da aplicacdo dos adicionais das Bandeiras Tarifarias e os repasses da Conta Bandeiras devem ser
considerados na apuragdo da CVAgneraia, da CVAgss/eer da concessionaria e do célculo do financeiro de
Exposicdo/Sobrecontratac3o.

V.SUBVENCAO CDE — DESCONTOS TARIFARIOS

61. Nos termos do inciso VIl do artigo 132 da Lei n? 10.438/2002, e conforme dispée o Decreto n2
7.891/2013, a CDE, além de suas demais finalidades, deve custear descontos incidentes sobre as tarifas
aplicaveis aos: geradores e consumidores de fonte incentivada; servi¢o de irrigagdo e aquicultura em
horario especial; servico publico de agua esgoto e saneamento; distribuidoras com mercado préprio
inferior a 500 GWh/ano; classe rural; e subclasse cooperativa de eletrificagdo rural; e servigo publico de
irrigacdo; bem como unidades consumidoras com micro e minigeracdo distribuida (MMGD) do Sistema
de Compensacdo de Energia Elétrica — SCEE, conforme a Lei n2 14.300/2022.

62. E, conforme o artigo 32 do Decreto n? 7.891/2013, alterado pelo Decreto n? 9.022/2017, o Gestor da
CDE, que é a Camara de Comercializagdao de Energia Elétrica — CCEE, deve repassar o montante mensal
de recursos da CDE a cada distribuidora visando custear os referidos descontos tarifarios retirados da
estrutura tarifaria. Para definicdo dos valores mensais dos subsidios a serem repassados, a STR/ANEEL
deve utilizar o mercado considerado no periodo de referéncia deste processo tarifario.

11 Documento SEI n? 0222122

(21 Documento SEI n? 0241761

[31 Documento SEI n2 0240361

(41 Documento SEI n2 0251528

(51 Documento SEI n2 0250483

(6] Documento SEI n? 0252243

[71 Os percentuais de tributos indicados no grafico refletem os montantes arrecadados no periodo de referéncia.

(81 A Medida Proviséria n? 1.232/2024 e da Portaria Interministerial MME/MF n2 1/2024 definiram a possibilidade de a CCEE
negociar a antecipagao dos recebiveis da Conta de Desenvolvimento Energético — CDE relacionados as obriga¢des futuras da
Eletrobras quanto aos aportes definidos na Lei n? 14.182/2021(CDE Eletrobras) para quitacdo das contas Covid e Escassez
Hidrica. Com isso, esta sendo considerada redugdo da cota a ser revertida a modicidade para o ano de 2025, o que implica em
impacto positivo nas tarifas.

11 Os montantes de MUST contratados para atendimento a ponta e fora ponta, observado no periodo de referéncia no RTA de
2024, foram, respectivamente, de 3.403 MW e 3.472 MW. Ja no periodo de referéncia do RTA de 2025, os montantes foram,
respectivamente, de 6.825 MW e 6.928 MW.

(101 S|C n2 48513.027645/2024-00.

(111 SIC n2 48500.002682/2024-66.

(121 Documento SIC n2 48581.002039/2021-00

1131 Para fins de calculo tarifario os percentuais indicados na tabela, homologado sobre o mercado de baixa tensdo faturado,
foram convertidos para o mercado de baixa tensdo medido

1141 Conforme definido no Submédulo 4.2 do PRORET, o saldo da CVA é apurado pela aplicagdo dos Método 1, 2 e 3. Pela



aplicacdo do Método 1, é apurada a diferenca entre a cobertura concedida em reais e os custos realizados. Ja pelo Método 2, é
apurada a diferenga entre o prego praticado e a tarifa média de cobertura concedida no processo tarifario. Ja pelo Método 3,
sao repassados os custos cuja cobertura tarifaria ja foi retirada pelo Método 1 ou 2.

(151 Embora o procedimento de apuragdo do resultado financeiro do MCP, para fins de repasse tarifario, seja obtido com base
na diferenca entre PLD e tarifa média de cobertura (uma vez que a CVA ja captura o efeito da diferenca entre prego e tarifa
média), o custo ou receita decorrente das compras e vendas no MCP se da pela diferenca entre o PLD e o Preco Médio dos
contratos (Pmix).

[16] A receita de MCP e ESS é limitada até cobrir os custos de CCEAR-D e do Risco Hidroldgico de CCGF, Itaipu e Usinas
Repactuadas.

(171 De acordo com o § 2° do art. 8 da Resolugdo Normativa n2. 67, de 8/6/2004, com redagdo alterada pela Resolugdo
Normativa n2. 210, de 13/2/2006, as perdas provenientes das DIT de uso compartilhado deverdo ser atribuidas a cada
acessante da referida instalacdo.

[18] As sobras ou déficits sdo calculados a partir da diferenca entre os totais de energia contratada e de energia requerida,
ambos relativos ao periodo de referéncia.

1191 Para maiores detalhamentos do Fator X consultar Submddulo 2.5 do PRORET.

20 Maiores detalhes a respeito dos componentes financeiros constam dos Submédulos 4.1 a 4.4 do PRORET em
http://www.aneel.gov.br/procedimentos-de-regulacao-tarifaria-proret

(211 Em conformidade com os §§ 2° e 3° do Art. 3° da Portaria Interministerial MF/MME n° 25, de 24 de janeiro de 2002, e os §§
1° e 22 do Art. 6° da Resolugdo n° 89, de 18 de fevereiro de 2002, os valores das CVA até o 52 (quinto) dia util anterior a data
do reajuste tarifario sdo atualizados pela aplicacdo da menor taxa obtida na comparagdo entre a taxa média ajustada dos
financiamentos diarios apurados no Sistema Especial de Liquidagdo e de Custddia - SELIC para titulos publicos federais e a
projecao de variagao indicada no mercado futuro da taxa média de depdsitos interfinanceiros negociados na Bolsa de
Mercadorias e Futuros para o prazo de 12 meses, ambos referentes aos 30 dias anteriores a data do reajuste.

[22] http://www2.aneel.gov.br/cedoc/aren2016703_Proret_Submod_4_3 VO.pdf

(23] http://www2.aneel.gov.br/cedoc/aren2019845_Proret_Submod_4_4 V5.pdf
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