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Resumo 

  

O aumento de fontes de energia renováveis variáveis no sistema elétrico gera problemas de 

excesso de produção ou consumo em tempo real, sendo necessário implementar fontes de flexibilidade 

no sistema elétrico.   

Esta dissertação estuda a integração de hidrogénio como principal tecnologia de armazenamento 

para o sistema elétrico de Chipre, através da modelação em EnergyPLAN.  

Realizaram-se três cenários em EnergyPLAN: cenário base, cenário 1 e cenário de 

armazenamento. O cenário de base/referência representa a situação energética atual em Chipre e tem 

como propósito fornecer uma base de comparação com outros cenários em estudo. Esta comparação 

permite avaliar os impactos potenciais das diferentes opções e identificar as soluções mais adequadas 

para alcançar metas energéticas. O cenário de referência foi utilizado juntamente com os dados reais do 

sistema elétrico atual para validar o EnergyPLAN. 

No cenário 1 verificou-se que é possível aumentar as VREs - fontes renováveis variáveis - e 

diminuir as fontes poluentes. Houve um aumento de 53% na percentagem de eletricidade produzida por 

VREs em relação ao cenário base e uma diminuição na emissão de GEE em 9,2% em relação ao mesmo. 

No cenário de armazenamento, através da implementação de H2 como tecnologia de 

armazenamento conseguiu-se aumentar ainda mais a quantidade de VREs e diminuir a produção elétrica 

a partir de fontes convencionais. Aumentou-se em 156% a percentagem de eletricidade produzida por 

VREs e diminuiu-se em 20 % a emissão de GEE para a atmosfera, em relação ao cenário base (a meta 

de redução de GEE para 2030 em Chipre é 42%).  

De uma perspetiva económica, verificou-se um custo de produção elétrico médio (LCOE) de 

0,043 €/kWh, 0,040 €/kWh e 0,025 €/kWh para o cenário base, cenário 1 e cenário de armazenamento, 

respetivamente e, um custo de produção de hidrogénio (LCOH) de 12,9 €/kgH2, um valor muito alto de 

acordo com a revisão global de hidrogénio para 2022.  

 

 

Palavras-Chave: EnergyPLAN, Sistema elétrico, Hidrogénio, Consumo, Produção. 
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Abstract 

The increase in variable renewable energy sources in the electrical system generates issues of 

excess production or consumption in real-time, requiring the implementation of flexibility sources in 

the electrical system. 

This dissertation studies the integration of hydrogen as the primary storage technology for Cyprus' 

electrical system through modelling in EnergyPLAN. 

Three scenarios were simulated in EnergyPLAN: the baseline scenario, scenario 1, and the storage 

scenario. The baseline/reference scenario represents the current energy situation in Cyprus and aims to 

provide a basis for comparison with other studied scenarios. This comparison allows for evaluating the 

potential impacts of different options and identifying the most suitable solutions to achieve energy goals. 

The reference scenario was used in conjunction with actual data from the current electrical system to 

validate EnergyPLAN. 

In scenario 1, it was found that it is possible to increase variable renewable energy sources (VREs) 

and reduce polluting sources. There was a 53% increase in the percentage of electricity produced by 

VREs compared to the baseline scenario, and a 9,2% reduction in greenhouse gas emissions compared 

to the same scenario. 

In the storage scenario, by implementing H2 as a storage technology, it was possible to further 

increase the amount of VREs and reduce electricity production from conventional sources. The 

percentage of electricity produced by VREs increased by 156%, and greenhouse gas emissions were 

reduced by 20% compared to the baseline scenario (Cyprus' target for greenhouse gas reduction by 2030 

is 42%). 

From an economic perspective, the average electricity production cost (LCOE) was 0,043 €/kWh, 

0,040 €/kWh, and 0,025 €/kWh for the baseline scenario, scenario 1, and the storage scenario, 

respectively. The hydrogen production cost (LCOH) was 12,9 €/kgH2, a very high value according to 

the global hydrogen review for 2022. 

 

 

Keywords: EnergyPLAN, Electric system, Hydrogen, Demand , Production. 
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1 Introdução 

1.1 Enquadramento 

O planeamento energético é essencial para planear uma transição eficaz de modo a atingir as 

devidas metas (redução de emissões e penetração de energias renováveis) com os melhores benefícios 

económicos para o sistema energético, e, portanto, para a sociedade, evitando imprevistos (ausência de 

flexibilidade). A modelação energética é uma das ferramentas mais poderosas para a investigação da 

performance de sistemas de energia e na idealização de diferentes cenários, bem como na análise das 

melhores opções no apoio aos decisores no planeamento de futuros sistemas energéticos.  

A dissertação em desenvolvimento, tem por objetivo o estudo da introdução de hidrogénio como 

vetor energético, em conjunto com outras fontes renováveis, visando a sua progressiva descarbonização. 

Usar-se-á o software EnergyPLAN para simular a produção das fontes de energia renováveis e efetuar-

se-á uma análise financeira do sistema. 

A ferramenta EnergyPLAN foi testada com sucesso em diferentes sistemas energéticos com 

acoplamento de diferentes setores. Um dos seus principais recursos, que fez o EnergyPLAN ser 

largamente utilizado, é a possibilidade de aplicação a diferentes escalas. O software foi adotado a nível 

europeu e a uma baixa escala, como a nível municipal e ilha. Todavia, a sua principal desvantagem é a 

falta de capacidade de uma opção de otimização de capacidade de expansão [1]. 

Esta dissertação enquadra-se em alguns dos objetivos de desenvolvimento sustentável 

estabelecidas pela assembleia geral das Nações Unidas. De acordo com o site das Nações Unidas [2], a 

dissertação enquadra-se nas seguintes metas: 

• Meta 7: “Energia acessível e limpa”; 

• Meta 11: “Comunidades e cidades sustentáveis” 

• Meta 12: “Consumo e produção responsável”; 

• Meta 13: “Ação Climática” 

 

 

1.2 Objetivos  

O principal objetivo da tese em desenvolvimento é estudar a introdução de hidrogénio, como 

vetor energético, no sistema elétrico cipriota, de forma a possibilitar o armazenamento de energia e uma 

maior disseminação de fontes de energia renovável. Pretende-se conhecer as condições financeiras e 

qual o impacto que o H2 tem no sistema elétrico de modo a possibilitar uma transição energética e a 

descarbonização progressiva e sustentável do próprio sistema. 

 

 

 

 

1.3 Estrutura da dissertação 

A presente dissertação está dividida por capítulos: 

1. No capítulo 1 enquadrei o trabalho no geral acerca do tema da dissertação e do principal 

objetivo do mesmo, sendo realizada a estrutura da dissertação;  

2. No capítulo 2 realizou-se a revisão bibliográfica, onde reuni da literatura alguns dos 

artigos científicos, de modo a obter-se uma compreensão atualizada sobre o tema da 

dissertação em estudo. Os artigos científicos estudados foram divididos em temáticas:  

a. Sistema elétrico- desafios e soluções; 



3 

 

b. Breve descrição acerca das tecnologias de armazenamento disponíveis na 

literatura, dando mais enfâse ao armazenamento de hidrogénio, que é a 

tecnologia que me proponho a estudar nesta dissertação e mais propriamente o 

hidrogénio fisicamente armazenado; 

c. Estado de arte do armazenamento em ilhas; 

d. Ferramentas de modelação – breve enquadramento histórico e tipos de 

ferramentas 

e. Plataforma EnergyPLAN – como funciona vantagens e limitações; 

3. No capítulo 3 apresenta-se o método, constituído por duas partes: a primeira, onde é 

descrito como foi utilizada a ferramenta de modelação EnergyPLAN e uma segunda parte 

onde é caracterizada a nação onde se cumpriu o estudo com recurso ao EnergyPLAN, 

através da descrição passo a passo de cenários sobre o caso de estudo. É ainda realizada 

a validação do software EnergyPLAN e em como este é adequado para a simulação do 

sistema elétrico do Chipre, bem como a descrição de uma breve análise financeira 

aplicada ao estudo. 

4. No capítulo 4 são apresentados os resultados das simulações em EnergyPLAN dos 

cenários de referência, cenário 1 e cenário de armazenamento. No final do capítulo são 

apresentados os resultados da breve análise financeira de cada um dos cenários, tendo em 

conta o método;  

5. No capítulo 5 é realizada a conclusão da dissertação, onde são descritas as possíveis 

direções para pesquisas futuras com base nos resultados e limitações do estudo. 
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2 Revisão Bibliográfica 

 

O interesse da união europeia (UE) no problema das ilhas encontra-se atualmente no seu pico 

[3]. Presentemente, devido às ilhas no geral possuírem uma grande dependência na importação de 

combustíveis fósseis, estão sujeitas às flutuações no preço do petróleo e à interrupção de cadeias de 

distribuição devido a eventos climáticos extremos podendo ficar isoladas por semanas [3]. 

Por outro lado, atualmente assiste-se a uma transição energética, no sentido de uma maior 

sustentabilidade e digitalização dos sistemas. Esta transição energética é traduzida maioritariamente 

pelo aumento de disseminação de fontes de energia renováveis não-despacháveis (VREs), ou seja, a 

disponibilidade de energia primária é variável ao longo do tempo, estando previsto que a geração solar 

e eólica cobrirão cerca de 30% e 20% do consumo elétrico na união europeia até 2030, respetivamente 

[4]. Na última década a distribuição de fontes de energia renováveis tem aumentado rapidamente e 

continuará a expandir-se atingindo valores de eletricidade produzida a partir destas fontes superiores a 

50% [5] provocando dificuldade na gestão da rede elétrica, devido ao equipamento antigo (subestações). 

Existe assim a necessidade urgente de melhorar a capacidade de a rede do sistema elétrico 

sustentar de forma confiável o fornecimento elétrico durante desequilíbrios transitórios, por exemplo 

com a implementação no sistema elétrico de um termo chamado flexibilidade. Segundo a associação 

internacional da energia, “A flexibilidade do sistema elétrico é a habilidade do mesmo de gerir de forma 

fidedigna e económica a incerteza do consumo e da produção durante uma determinada escala de tempo” 

[6]. 

Assim, aliando a transição energética que se assiste atualmente com a implementação de 

flexibilidade ao sistema elétrico é possível que a produção elétrica de ilhas se torne maioritariamente 

renovável, atingindo estas a independência energética [7]. 

 

2.1 Sistema Elétrico – Desafios e Soluções 

A natureza transiente de algumas fontes de energia renováveis (energia solar e eólica), levanta 

algumas questões em relação à confiabilidade das mesmas. À medida que as VREs aumentam no sistema 

elétrico, é difícil equilibrar o consumo e a produção, sendo este o principal desafio a superar por parte 

dos operadores de sistema de transmissão e distribuição. Este problema cria indicadores de 

inflexibilidade, como por exemplo o aumento da taxa de curtailment (redução deliberada da produção 

do recurso renovável um pouco abaixo da capacidade máxima de geração), que ocorre por exemplo em 

países como a Alemanha [8] devido a várias causas, sendo uma delas o congestionamento das linhas de 

transmissão. Estas adversidades podem ser reduzidas ou mesmo suprimidas através de opções de 

flexibilidade, na parte da produção e do consumo [9], sendo a geração convencional (por parte de 

centrais poluentes) a opção de flexibilidade mais utilizada e barata por kW instalado [10]. Por 

conseguinte, é necessário substituir as fontes poluentes gradualmente devido à emissão de gases de 

efeito de estufa, tal como aferido no capítulo anterior, havendo outras opções de flexibilidade 

preferenciais para atenuar a variação entre a produção e o consumo.  

O aumento da flexibilidade na parte do consumo traduz-se pelo aumento da eficiência energética 

e pelo aumento da gestão do lado do mesmo (DSM: demand side management) – em que o consumidor 

tem um papel importante na flexibilidade do sistema elétrico, na medida em que o seu consumo elétrico 

individual é gerido por fornecedores de serviços de energia, através do ato de desligar os equipamentos 

elétricos quando o preço da energia é elevado e voltar a ligar os mesmos à rede elétrica quando os preços 

da eletricidade estão baixos [11], fazendo com que cada consumidor tenha um papel ativo na operação 

da rede elétrica. 
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O armazenamento energético é outra medida de flexibilidade na parte da produção em que 

quando a energia elétrica limpa é produzida em excesso, esta é armazenada em diferentes tipos de 

dispositivos de armazenamento e utilizada quando o consumo elétrico é superior à produção, sendo que 

o processo ocorre em tempo real [12]. O armazenamento é realizado em diferentes escalas, estando 

disponíveis no mercado, um número elevado de tecnologias de armazenamento, tais como: baterias 

secundárias, centrais hidroelétricas reversíveis, armazenamento de energia em ar comprimido, 

hidrogénio, supercondensadores, flywheels e os veículos elétricos [13]. 

Outra das formas de atingir flexibilidade muito importante para o sistema elétrico é através da 

eletrificação do setor dos transportes. O setor dos transportes é um dos mais poluentes [14] tornando-se 

necessário para a descarbonização do sistema energético de cada país, sendo o aumento da 

implementação de veículos elétricos um dos indicadores necessários para tal. 

A tecnologia vehicle to grid (V2G) é uma das possíveis opções de flexibilidade a aplicar neste 

setor, na qual o consumidor tem impacto na gestão da rede elétrica [15]. Esta é uma tecnologia que 

permite aos veículos elétricos interagirem com a rede elétrica não apenas para consumir energia, mas 

também para fornecer energia elétrica de volta à rede, possibilitando um fluxo bidirecional de energia 

elétrica entre os veículos elétricos e a rede, tornando os veículos fontes de armazenamento móvel de 

energia [15] –[17]. 

Estas fontes de armazenamento móvel facilitam a integração de VREs no sistema elétrico, já 

que conseguem armazenar o excesso de energia elétrica gerado pelas VREs podendo esse excesso ser 

despachado de volta à rede elétrica quando o consumo é superior à produção [18]–[20]. Assim os 

veículos elétricos, ajudam no balanço entre a produção e o consumo, contribuindo também como 

consequência para a regulação da tensão e frequência e gestão do pico do consumo da rede elétrica [21], 

[22]. 

No entanto, apesar de todas as contribuições positivas que a tecnologia V2G proporciona ao 

sistema elétrico, existem desafios a considerar para os dois lados (veículos elétricos e rede elétrica). Por 

um lado, as baterias dos veículos elétricos poderão degradar-se devido ao número elevado de ciclos de 

carregamento e descarregamento [23] – [25], necessitando de haver mais desenvolvimento tecnológico 

para diminuir o envelhecimento das mesmas. Por outro lado, os utilizadores dos veículos elétricos 

também necessitam de incentivos para participarem nestes programas de V2G, sendo essencial abordar 

preocupações relacionadas com a inconveniência de não ter um veículo sempre completamente 

carregado [26] – [28]. 

Do lado da rede elétrica, a tecnologia V2G introduz complexidade à gestão da rede, necessitando 

de haver coordenação por parte dos utilizadores dos veículos elétricos e operadores de rede, de modo 

que o sistema elétrico disponha de sistemas de controlo robustos para manter a estabilidade da rede [29], 

[30]. 

 Não só nos veículos elétricos, como também em projetos renováveis a escolha da opção para 

armazenamento elétrico é importante. As baterias secundárias são a opção de escolha preferencial de 

armazenamento por parte de stakeholders na maioria de projetos de energia renováveis, nomeadamente 

baterias de iões de lítio, devido ao seu rápido tempo de resposta e eficiência elevada [31], sendo uma 

boa opção para os serviços de sistemas [9] ajudando a manter a estabilidade da rede através do controlo 

da frequência e da tensão. 

No entanto, as baterias também têm desvantagens como a baixa energia específica e existe 

dependência do lítio para baterias mais eficientes, que é um metal alcalino limitado na natureza, sendo 

esperado ser substituído por sódio num futuro próximo [32]. As baterias secundárias têm um preço 

elevado para serem instaladas em larga-escala [12] e, por isso são bem-vindas outras formas de 

armazenamento energético, como o armazenamento hidroelétrico reversível e porventura o hidrogénio. 

Atualmente, existe um grande debate acerca do hidrogénio como principal fonte de 

armazenamento no mundo, dado que em termos de densidade energética esta tecnologia não é rivalizada 



6 

 

[32], no entanto o hidrogénio também possui desvantagens como a baixa densidade volumétrica (apenas 

0.0899 g/L à temperatura e pressão ambiente) o que dificulta o seu armazenamento e transporte [32]. 

Existem, portanto, diversas formas de armazenar o hidrogénio (ver subcapítulo 2.2), desde a compressão 

do gás ao armazenamento na sua forma líquida, de modo a tentar mitigar esta desvantagem. 

Em comparação com as baterias secundárias ambas as tecnologias têm os seus pontos fortes e 

fracos, ou seja, enquanto as baterias convertem por si só a energia elétrica em energia química e vice-

versa tendo como consequência eficiências muito mais elevadas (60-95%), o hidrogénio necessita do 

materiais para o processo de carga e a célula de combustível para o processo de descarga, obtendo-se 

“round-trip efficiencies” entre o 20-31% [32]. Por outro lado, o hidrogénio tem um LHV (low-heating 

value) mais de cem vezes superior à energia específica das baterias [32], o que significa que a quantidade 

de energia libertada durante a combustão do hidrogénio é muito superior à quantidade de energia que 

uma bateria consegue armazenar por unidade de massa. 

Ainda assim, aos dias de hoje as baterias estão mais desenvolvidas e, por isso existem em 

diversos tamanhos em múltiplos dispositivos, desde os telemóveis, aos veículos elétricos até à principal 

fonte de armazenamento em ilhas, como é o caso da ilha da graciosa nos Açores [13], [33]. No futuro é 

possível que a tecnologia de hidrogénio complemente a tecnologia das baterias como fonte de 

armazenamento de longo-prazo [32]. 

O armazenamento hidroelétrico reversível é a par das baterias outro dos métodos de 

armazenamento energético mais investigados e desenvolvidos no mundo e um dos mais antigos [13], 

[34], sendo atualmente a tecnologia que representa a maioria da capacidade de armazenamento de 

energia instalada em todo o mundo [34]. 

Este sistema de armazenamento hidroelétrico reversível utiliza a energia potencial gravítica da 

água para armazenar e produzir eletricidade. Durante períodos em que a produção é superior ao 

consumo, o excesso de eletricidade é utilizado para bombear água do reservatório inferior para o 

superior, ficando a água armazenada aí para o período em que o consumo é superior à produção onde é 

novamente turbinada para o reservatório inferior.  

Dependendo do tamanho dos reservatórios, é possível para esta tecnologia armazenar grandes 

quantidades de energia que variam de centenas de MW a vários GW, juntamente com eficiências de 

conversão dos 70-85% [13], [34], o que significa que grande parte da energia armazenada pode ser 

recuperada e convertida de novo em eletricidade. 

No entanto também tem algumas desvantagens, como limitações geográficas. As centrais 

hidroelétricas reversíveis requerem condições geográficas específicas, como topografia adequada e 

acesso a grandes quantidades de água, o que pode limitar a sua implementação [13], [34], [35], sendo 

que em períodos climáticos de seca ou devido à variação das precipitações de um ano para outro, as 

centrais hidroelétricas ficam sujeitas a produção elétrica acima ou abaixo da média, causando um défice 

na disponibilidade de energia hidroelétrica [36]. 

 Outra grande desvantagem é o alto investimento inicial, nomeadamente devido à construção 

dos reservatórios, infraestruturas associadas e linhas de transmissão [13], [34], sendo estes custos de 

construção elevados, especialmente em projetos de larga-escala. 

Quanto aos projetos de centrais hidroelétricas reversíveis implementados pelo mundo, a China 

é o país que apresenta a maior capacidade instalada de centrais hidroelétricas, apresentando em 2021 

uma capacidade de 355 GW [37] e, está previsto o aumento desta capacidade para os 410-420 GW, 

segundo o conselho de eletricidade da China [38]. No país encontra-se instalada a maior central 

hidroelétrica reversível do mundo em Fengning com uma capacidade de armazenamento de 40 GWh 

[39]. 

Os Estados Unidos da América estão entre os principais países em termos de capacidade 

hidroelétrica. O país possui uma variedade de projetos hidroelétricos em todo o país, sendo a central de 
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hidroelétrica do condado de Bath com um armazenamento de 24 GWh, a maior central reversível dos 

Estados Unidos da América [13]. 

No Japão, uma das instalações de armazenamento bombeado mais notáveis é a central 

hidroelétrica de Okutadami, localizada na província de Niigata. Esta central possui uma capacidade de 

armazenamento máxima de cerca de 12 GWh  [40]. 

Na Europa diferentes países investiram nesta tecnologia. A Suiça é o país europeu com a maior 

capacidade instalada de centrais hidroelétricas reversíveis. Em Espanha destaca-se a central 

hidroelétrica Cortes La Muela com uma capacidade de armazenamento de 24 GWh [41], sendo em 

França que está localizada a maior central hidroelétrica reversível da Europa com uma capacidade de 

armazenamento de 34,8 GWh [42]. 

Na Austrália destaca-se a central hidroelétrica reversível Tumut 3, com uma capacidade de 

armazenamento de 1,8 GWh [43], um valor inferior comparando com outras centrais hidroelétricas 

reversíveis no mundo. 

Em África, destaca-se na Africa do Sul a central hidroelétrica reversível de Drakensberg com 

uma capacidade de armazenamento de 27,6 GWh [44], sendo a maior em operação no continente 

africano. 

Para além do armazenamento, existem outras formas de proporcionar flexibilidade ao sistema 

elétrico. O acoplamento de setores é outra potencial fonte de flexibilidade do sistema elétrico, sendo a 

Dinamarca um dos poucos países em que esta forma de armazenamento está bem desenvolvida [9], 

encontrando-se os setores de calor e eletricidade acoplados através de centrais de combinadas de calor 

e eletricidade e através de aquecimento urbano [12]. 

 

 

2.2 Tecnologias de Armazenamento  

As tecnologias de armazenamento são uma das medidas de flexibilidade para que seja possível 

a implementação de um maior número de fontes de energia renováveis intermitentes num sistema 

energético [45],  de modo que seja realizada uma transição energética gradual diminuindo a utilização 

de fontes de combustíveis fósseis nos diversos setores do sistema energético de uma determinada nação. 

Como consequência existe uma diminuição de emissões de CO2 para a atmosfera aumentado a qualidade 

de vida de qualquer cidadão no mundo.  

As fontes de energia renováveis variáveis têm o problema de não ter disponível a energia 

primária durante um determinado intervalo de tempo [46], sendo as nações atualmente dependentes de 

fontes de energia, maioritariamente, não renovável despacháveis para produção de energia elétrica. Para 

que os países não dependam destas fontes poluentes e transitem de forma rápida para o renovável é 

necessário que os decisores políticos tomem decisões com base na sustentabilidade e haja 

simultaneamente o desenvolvimento das tecnologias, como é o caso do armazenamento de energia. 

Atualmente, existem diversos tipos de tecnologias de armazenamento, podendo ser visualizados 

no Plot de Ragone [47] – gráfico que mostra a energia especifica em função da densidade de potência 

de um ou vários dispositivos de armazenamento.     

Um exemplo do plot de Ragone pode ser visualizado na figura 2.1 : 
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Figura 2.1 - Plot de Ragone segundo Riaz et al. [48] 

 

 

 

2.2.1 Classificação das tecnologias de armazenamento  

Atualmente existem diversas formas de classificação e categorização das tecnologias de 

armazenamento elétrico, através da dimensão da potência e capacidade de armazenamento que as 

diversas tecnologias podem atingir [49], ou através das cinco categorias gerais [50]. 

Nesta dissertação as tecnologias de armazenamento elétrico serão classificadas de acordo com as 

cinco categorias gerais, sendo a classificação utilizada em Connoly [49] mencionada apenas para 

conhecimento geral. 

Os sistemas elétricos de armazenamento são classificados, segundo Guney et al. e Riaz et al.  [48], 

[50] em: 

• Armazenamento Mecânico – Estas tecnologias armazenam energia sob a forma de 

energia potencial e energia cinética e incluem armazenamento hidroelétrico por 

bombagem, armazenamento de energia com recurso a ar comprimido e armazenamento 

energético com recurso à flywheel; 

• Armazenamento Eletroquímico – Tecnologias que utilizam reações eletroquímicas para 

armazenar eletricidade. Incluem baterias secundárias (bateria chumbo-ácido, bateria Ni-

Cd); 

• Armazenamento Químico – Tecnologias que convertem energia química em energia 

elétrica devido à reorganização das moléculas através da transferência de eletrões. São 

exemplos de armazenamento químico o hidrogénio, eletrolisadores e células de 

combustível; 

• Armazenamento Elétrico – Dispositivos que armazenam eletricidade em campos 

elétricos e eletromagnéticos com o mínimo de perdas de energia. O armazenamento de 

energia magnética supercondutora e os supercondensadores são dois exemplos deste tipo 

de armazenamento; 

• Armazenamento Térmico – Estes dispositivos de armazenamento absorvem energia 

térmica por aquecimento ou arrefecimento para produção de eletricidade ou para 

aquecimento e arrefecimento noutras aplicações. Este tipo de armazenamento pode ser 

através de calor sensível, calor latente ou armazenamento termoquímico.  
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2.2.2 Hidrogénio como forma armazenamento 

 

Atualmente, o hidrogénio é maioritariamente aplicado na indústria química e petroquímica, para 

produção de ferro, aço, na indústria do vidro e de componentes eletrónicos e é um vetor energético muito 

versátil, pois pode ser produzido por várias fontes de energia, armazenado durante longos períodos por 

diferentes métodos, distribuído e utilizado, contribuindo para a segurança energética e independência 

externa de qualquer nação.  

A sua produção dá-se maioritariamente através de combustíveis fósseis, nomeadamente através 

do processo que está mais desenvolvido, steam reforming do gás natural. Apesar de atualmente, a maior 

parte da produção de hidrogénio se realizar com recurso a energia primária não renovável, por meio de 

técnicas como a reformação a vapor do gás natural ou a gasificação de combustíveis sólidos, as técnicas 

como a eletrólise da água que utilizam eletricidade proveniente de fontes de energia primária renovável, 

começam a ganhar destaque [51], pois o processo não emite gases de efeito de estufa para a atmosfera, 

ajudando a prevenir o aquecimento global. 

Devido a esta versatilidade, o hidrogénio é um grande candidato a ter um papel importante no 

futuro dos sistemas energéticos pois conecta diferentes partes do processo, desde a produção até ao 

consumidor final, podendo mesmo tornar-se o principal transportador de energia para todos os setores, 

formando uma economia de hidrogénio [52] – sistema onde o hidrogénio é o principal “player”, desde 

a sua produção, ao seu armazenamento e utilização, sendo utilizado como principal combustível para 

todos os setores do sistema energético. 

A cadeia de valor do hidrogénio engloba três fases: produção; armazenamento, distribuição e 

abastecimento e utilização final. O hidrogénio produzido é distinguido com uma cor dependendo do 

processo de geração utilizado, distinguindo-se sete cores diferentes: 

• Hidrogénio Cinzento - se gerado por reformação por vapor pois este processo emite CO2 

para a atmosfera, sendo um processo muito poluente; 

• Hidrogénio Negro – se produzido por gasificação do carvão. Este processo é mais 

poluente que o anterior, pois emite uma maior quantidade de CO2 para a atmosfera; 

• Hidrogénio Azul – Também utiliza o processo de reformação por vapor, mas o CO2 que 

seria emitido é capturado e armazenado, sendo posteriormente reutilizado para outros 

processos; 

• Hidrogénio Rosa – Utiliza a energia elétrica produzida por energia nuclear para eletrolise 

da água. Devido a riscos radioativos e nem todos os países possuírem esta forma de 

energia primária, não seria a principal opção; 

• Hidrogénio Verde – Recorre à energia elétrica produzida por fontes de energia 

renováveis, através do processo de eletrólise da água. A geração de hidrogénio com 

recurso a este processo, não emite gases de efeito de estufa para a atmosfera. 

 

 A principal aposta da União Europeia para a transição energética e descarbonização do sistema 

energético europeu é o hidrogénio verde [53] juntamente com o processo de eletrólise da água. A 

eletrolise da água é um processo endotérmico, em que a energia dos produtos de reação é maior que a 

dos reagentes, sendo necessário aplicar energia na forma de eletricidade para que o processo ocorra.  

É um processo onde existe dissociação da água em oxigénio e hidrogénio, em que a água reage 

no ânodo formando oxigénio e protões (H+), os protões deslocam-se através do eletrólito para o cátodo 

ao mesmo tempo que os eletrões se deslocam através de um circuito externo. No cátodo os protões 

reagem com os eletrões formando hidrogénio. As reações parciais podem ser visualizadas de seguida: 
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Reação no Ânodo: 2𝐻2𝑂 → 𝑂2 +  4𝐻+ 

 

(1) 

 

   

 

Reação no Cátodo: 4𝐻+ + 4 𝑒−  → 2𝐻2 

 

(2) 

 

   

   

Equação 2.1 - Reações químicas que ocorrem no eletrolisador no processo de eletrólise da água 

 

 

Atualmente, a literatura no seu global mostra-nos que uma economia dependente de hidrogénio 

é bastante debatível [55], pois existem ainda algumas questões por responder, como por exemplo: 

“Como será transportado o hidrogénio num novo comércio global de energia?”, “Tornar-se-á o 

hidrogénio o maior transportador de energia no futuro?”, “Que industria será a principal impulsionadora 

para uma economia de hidrogénio difundida?” [56].  

Como a economia de hidrogénio ainda não se encontra aplicada em larga escala e existem poucas 

empresas que fabricam eletrolisadores, os custos associados aos mesmos ainda são elevados. No entanto, 

já existem diversos projetos que estão a ser implementados na Europa e no mundo de modo a dar os 

primeiros passos para o desenvolvimento do hidrogénio como vetor energético principal. 

Em Portugal, estão em desenvolvimento a produção, armazenamento e transporte de hidrogénio 

centralizado em Sines à escala europeia em parceria com os Países Baixos [53], em que a produção é 

realizada através de fontes de energia renovável, nomeadamente solar PV e eólica tendo os 

eletrolisadores uma capacidade esperada de 1 GW até 2030. O hidrogénio produzido será transportado 

via terrestre, com recurso a camiões-cisterna, exportado via marítima através de navios para os Países 

Baixos e injetado nas redes de gás tornando Portugal um dos principais exportadores de hidrogénio 

verde. 

Outro projeto que já se encontra em marcha na europa é o Heavy-duty Fuel Cell Road 

Demonstrator (FC4HD) [57], em que o principal objetivo é desenvolver um camião com 40 toneladas 

movido a hidrogénio, esperando que o sistema de células de combustível satisfará os requisitos médios 

dos veículos comerciais em termos de potência e eficiência. 

Países do norte-oeste da Europa, desenvolverão infraestruturas de propulsão de hidrogénio para 

o setor dos transportes marítimos no âmbito do projeto H2SHIPS [58], reduzindo assim a poluição. 

Fora da Europa, o projeto Yuri foi aprovado [59] e tem o potencial para tornar a Austrália um dos 

principais exportadores de hidrogénio. Este projeto tem como objetivo produzir hidrogénio e amónia 

para a indústria química, para abastecimento de navios, injeção nas redes de gás natural, para exportação 

a países na periferia como as Filipinas, Coreia do Sul e Japão e outros do sudoeste asiático. 

No Canadá, o projeto Nujio-qonik tem como objetivo a produção de hidrogénio recorrendo à 

instalação de eletrolisadores com capacidade de 1,5 GW, através de energia elétrica provenientes de 

turbinas eólicas com capacidade total de 3 GW [60], [61] . Estando prevista a exportação de 250 mil 

toneladas de H2 para o mercado global. 

O projeto China’s Sinopec estará em operação em junho de 2023 e consistirá na produção de 

20,000 toneladas de hidrogénio verde com energia elétrica proveniente de uma central solar de 300 MW 

[62]. Esta central ocupará 630 hectares e custará 470,8 milhões de dólares, no entanto, devido a este 

projeto, as emissões globais de CO2 serão reduzidas em 485 mil toneladas por ano. 

Espera-se que a Namíbia seja o primeiro país do continente africano a introduzir a produção de 

hidrogénio verde, produzido a partir de energia solar PV [63], [64]. Espera-se que esteja em operação 

em 2024 e ajudaria o país a diminuir a dependência energética (40 % de eletricidade ainda é importada 
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da Africa do Sul [64]) de outros países vizinhos. O projeto será realizado pela HDF Energy [65], 

consistirá em uma central solar PV de 85 MW que alimentará eletrolisadores e está prevista a construção 

de uma linha de transmissão, um posto de abastecimento de hidrogénio e uma central de dessalinização. 

Este projeto ajudará na diminuição da pobreza energética que existe não só na Namíbia [66] como 

também por todo o continente africano [67]. 

Pelo mundo inteiro estão a fazer-se esforços para reduzir a pobreza energética e combater as 

emissões de gases de efeito de estufa com a aposta no hidrogénio, ainda que nos anos que vivemos 

atualmente haver obstáculos económicos. O estudo do hidrogénio por parte dos cientistas e 

investigadores também contribui para estes esforços e, para além de contribuições na parte da produção 

e dos vários projetos que decorrem atualmente, outro dos focos em que estes investigadores se focam é 

no armazenamento de hidrogénio, sendo por muitos considerado o calcanhar de Aquiles para o 

desenvolvimento de uma economia para o mesmo.  

A obtenção da economia de hidrogénio na sua plenitude está no armazenamento do mesmo, pois 

de modo a haver distribuição deste gás é necessário aperfeiçoar esta tecnologia de modo a torná-la barata 

e segura. Existem diversas formas de armazenar hidrogénio e a sua aplicação pode ser dividida em dois 

grupos [68]: aplicações estacionárias e aplicações móveis. 

As aplicações estacionárias podem ser descentralizadas, ou seja, muito próximos do local de 

produção e podem ser implementadas nos locais de utilização. O hidrogénio pode ser aplicado 

diretamente como combustível em veículos nos diversos setores e aplicado em tanques para transporte 

de longas distâncias – aplicações móveis. 

Devido à sua densidade energética volúmica baixa e por ser uma substância pequena e energética, 

ocorrem fugas nos reservatórios, sendo necessários tanques de armazenamento com um grande volume 

e muito bem isolados. O armazenamento de hidrogénio, pode ser dividido em armazenamento com base 

nos materiais e armazenamento da substância fisicamente, sendo possível visualizar na seguinte figura 

um esquema dos métodos de armazenamento de hidrogénio disponíveis: 

 

 
 

Figura 2.2 - Métodos de Armazenamento de hidrogénio adaptado de Moradi et al. [68] 
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O caso de estudo desta dissertação, utilizará o armazenamento físico de hidrogénio, por isso dar-

se-á uma descrição deste método, sendo o armazenamento em materiais identificado apenas para 

conhecimento geral. 

O armazenamento de hidrogénio pode ser comprimido em quatro tipos de reservatórios [68], 

[69], estando o tipo 5 ainda em fase de desenvolvimento: 

 

• Tipo 1 – Reservatórios totalmente metálicos – O H2 é comprimido a pressões de 500 

bar, podendo ser utilizado para armazenamento em larga-escala. Este tipo de 

armazenamento é o mais barato e o mais pesado; 

• Tipo 2 – Reservatório em aço revestido com fibra de carbono – Este reservatório é mais 

caro que o anterior e menos pesado, no entanto consegue armazenar hidrogénio a uma 

pressão mais elevada que o tipo anterior; 

• Tipo 3 – Reservatório revestido com alumínio – Os investigadores e desenvolvedores, 

não conseguiram ainda que este tanque suportasse uma pressão de 700 bar, no entanto 

é confiável a uma pressão de larga-escala (500 bar). O alumínio utilizado é para 

selamento do reservatório;    

• Tipo 4 – Reservatório revestido com um polímero altamente denso, utilizando fibra de 

carbono. O polímero tem de apresentar características de densidade elevada e o tanque 

consegue suster pressões na ordem dos 1000 bar. Em contrapartida, este reservatório 

ainda é dispendioso.  

 

O transporte de hidrogénio gasoso pode ser realizado via terrestre e marítima ou através de 

pipelines. O transporte com recurso a pipelines é semelhante ao que ocorre atualmente com o gás natural, 

no entanto devido ao hidrogénio ser um gás muito menos denso e de menor densidade energética em 

relação ao gás natural, é necessário comprimi-lo aumentando a pressão nos próprios pipelines.  

Assim, seria necessário a construção de novos pipelines para transporte e distribuição de 

hidrogénio, pois devido às diferentes densidades energéticas e apesar de poder ser diretamente injetado 

nos mesmos, se se utilizassem os pipelines existentes de transporte de gás natural, haveria muito mais 

fugas de hidrogénio. 

Atualmente, existem cerca de 2600 km de pipelines de hidrogénio construídos pelos EUA [68] e 

estão a ser implementados no mundo diversos projetos, como na China, Japão e na Europa, sendo um 

exemplo a instalação do pipeline de hidrogénio na Alemanha [70], no entanto o objetivo continua a ser 

a conexão de meios de distribuição de hidrogénio entre países no mundo, criando a economia de 

hidrogénio referida acima. 

No segundo método físico, armazenamento comprimido como gás frio, é reduzida a temperatura 

do hidrogénio por compressão para os -233 °C [68], não atingindo o ponto de condensação do mesmo 

(-250 °C). Introduzido por Aceves et al. [71], este tipo de armazenamento possibilita ultrapassar a 

barreira do transporte a longas distâncias (limite <= 500 km) de uma forma económica e segundo Gao 

et al. [72] este tipo de armazenamento, consiste num reservatório de pressão metálico isolado de fibra 

de carbono e possibilita um abastecimento seguro e eficiente dos reservatórios, devido à existência nos 

tanques de invólucros em vácuo [68]. No entanto, esta tecnologia ainda não se encontra disponível para 

o mundo todo e o custo da infraestrutura ainda é dispendioso. 

O hidrogénio na forma líquida também pode ser armazenado e, normalmente a mudança de fase 

do estado gasoso ao estado líquido ocorre a -250 °C. Manter o hidrogénio a esta temperatura é um 

desafio, pois à temperatura e pressão ambiente é um elemento que está em fase gasosa. Na forma líquida, 

o hidrogénio é armazenado em maiores quantidades por unidade de volume, o que facilita o seu 

transporte. Assim, é possível fornecer aos consumidores maiores quantidades de hidrogénio em 
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comparação se o transporte ocorre ou não em fase gasosa. No entanto, a condensação deste gás não é 

fácil e durante o processo pode perder-se até 40 % da energia, sendo que se perderia 10 % na compressão 

de hidrogénio gasoso [68]. 

O transporte do hidrogénio líquido, é feito via terrestre através de camiões, onde são transportadas 

pequenas quantidades de hidrogénio ou por via marítima com recurso a navios próprios, onde é 

transportada grandes quantidades do mesmo, sendo distribuído através de pipelines. A principal 

desvantagem do uso desta tecnologia continua a ser a mudança de fase, devido à energia que é requerida 

e manter a temperatura em que o hidrogénio se encontra em fase líquida durante o transporte. 

Existem, portanto, diversas formas de produzir, armazenar e transportar hidrogénio sendo a sua 

introdução num determinado sistema electroprodutor, dependente do estudo que se pretende realizar, do 

objetivo e da escala a aplicar em cada país. Existem países que são quase ou totalmente dependentes de 

combustíveis fósseis e não se encontram interconectados com países vizinhos sendo importante que 

introduzam no seu sistema energético formas de armazenamento, como o hidrogénio, ajudando a 

contribuir para as metas de descarbonização energética, aumentando a aposta em fontes de energia 

renovável variável de forma económica.  

O Chipre é um país ilha off-grid, não se encontrando interconectado com países vizinhos [73], 

logo seria vantajoso o estudo da introdução de hidrogénio como forma de armazenamento, verificando 

se é possível diminuir a dependência energética em relação a outros países e ao mesmo tempo aumentar 

a quantidade de fontes de energia renovável variável de forma económica. 

      

 

2.3 Estado de arte do armazenamento em ilhas 

As ilhas levantam problemas de flexibilidade e dificuldades como segurança energética, 

estabilidade do sistema, emissões de CO2 e custos energéticos altos representando desafios que têm de 

ser superados [3]. As ilhas que não se encontram conectadas à rede continental, sofrem mais com estes 

desafios, por exemplo o custo de produção médio de eletricidade é maior em sistemas não-

interconectados à rede elétrica [74] do que em sistemas conectados à rede do seu país (no caso de a ilha 

não ser uma nação). De modo a tornar as ilhas autossuficientes e na tentativa de contornar estes desafios, 

estudam-se vários projetos de planeamento energético com elevada disseminação de fontes de energia 

renovável variável no sistema elétrico com recurso a técnicas de apoio à flexibilidade, podendo-se 

encontrar na literatura vários exemplos. 

Groppi et al. [3] fez uma análise de armazenamento de H2 e baterias na ilha de Favignana (Itália), 

para aumentar a independência energética da ilha, recorrendo à ferramenta de modelação HOMER para 

simulação de cenários energéticos numa perspetiva tecno-económica, com o principal objetivo de 

verificar, se o H2 armazenado para descarbonização de transportes públicos locais considerando 

transportes públicos abastecidos diretamente ou indiretamente através de células de combustível é 

viável. Primeiramente, avaliou-se as necessidades da ilha e o enquadramento legislativo, o potencial 

renovável da ilha e modelou-se os cenários previsíveis para a exploração dos recursos à disposição para 

cobrir as necessidades energéticas da ilha. Esta está situada no mar mediterrâneo, zona geográfica 

conhecida pela vasta irradiação solar. Por esta razão e depois de uma análise na plataforma GIS 

determinou-se que a integração de painéis solar fotovoltaicos seria uma solução exequível. Considerou-

se que o excesso de produção elétrica com um valor menor que 1% como critério para a melhor escolha 

do sistema de armazenamento. O melhor cenário é identificado comparando a redução da emissão de 

GEE associado a cada uma das tecnologias de armazenamento, bem como à sua combinação. Nos três 

cenários simulados a percentagem de fontes de energia renováveis integradas no sistema não suplantou 

11,3%, sendo a emissão total de CO2 8597 tonCO2/ano no primeiro cenário (armazenamento de energia 

elétrica em excesso efetuado com recurso a baterias), menos 1046 tonCO2/ano que o sistema atual da 
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ilha. No segundo cenário instalou-se um sistema de armazenamento de hidrogénio em substituição pelas 

baterias, produzindo-se 2519 kgH2/ano que pode ser usado para abastecer autocarros elétricos, através 

de células de combustível ou diretamente como combustível emitindo para a atmosfera um total de 

8716,76 tonCO2/ano. Para o terceiro cenário utilizou-se as duas tecnologias como armazenamento, 

sendo a capacidade do eletrolisador dimensionada de modo a cobrir o consumo de todos os transportes 

públicos, sendo a quantidade de H2 produzido igual a 868 kg/ano. As baterias são utilizadas para o 

armazenamento do excesso de eletricidade produzida, minimizando assim o consumo de combustível, 

tendo as emissões de CO2 um valor de 8581,38 tonCO2/ano, obtendo-se o menor valor dos cenários 

analisados. Concluiu-se que o sistema de armazenamento híbrido com baterias e H2 é a opção mais 

viável, dado que emite menos quantidade de CO2. 

 Rughoo et al. [75] explorou o potencial de produção de hidrogénio utilizando excesso de 

eletricidade proveniente de renováveis de sistemas autónomos PV-bateria na ilha das Maurícias, através 

de um algoritmo de otimização. Dimensionou-se um eletrolisador de forma a utilizar o excesso de 

eletricidade produzida, no entanto o dimensionamento apenas com base no excesso de energia elétrica 

leva ao seu sobredimensionamento, que apesar de produzir grandes quantidades de H2 os seus custos 

aumentam significativamente, ou ao subdimensionamento, produzindo-se baixas quantidades de H2 

levando a que o problema não fique solucionado. Aplicou-se um algoritmo de otimização de forma a 

encontrar o dimensionamento ideal para o eletrolisador, sendo de acordo com os resultados 20 MW a 

capacidade ideal, produzindo-se um total de 272,6 milhões tonH2/ano a um preço de 2,85 €/kgH2 (preço 

relativamente baixo).  

Loisel et al. [76] dimensionou um sistema de produção, armazenamento e consumo através de 

uma ferramenta de equilíbrio, em que os resultados são dados em eletricidade gerada por cada tecnologia 

instalada em séries horarias, com recurso a cenarização, de modo a ocorrer transição energética na ilha 

de Yeu em França. Atualmente, a ilha está conectada à rede elétrica nacional e contém apenas 0,2 MW 

de painéis solar PV instalados, tendo a ilha potencial para instalar uma maior quantidade de fontes de 

energia renováveis, sendo as seguintes incluídas como dado de entrada no software aplicado: eólica on-

shore e offshore, solar PV, energia das marés, energia das ondas e biomassa. 

Segundo o método, aplicaram-se as seguintes soluções para prever o consumo e, posteriormente 

utilizadas nos dois cenários simulados:  

• Baixos valores de consumo com recurso a DSM e sem recurso ao mesmo; 

• Valores altos de consumo com recurso a DSM e sem recurso ao indicador. 

 Aplicou-se também mudanças no setor da mobilidade, em que ocorre substituição de veículos 

movidos a diesel por veículos movidos a hidrogénio, sendo a produção do mesmo realizado com recurso 

a fontes de energia renováveis e tendo em conta os encargos económicos do sistema a hidrogénio, como 

o eletrolisador, o tanque de armazenamento e os componentes eletrónicos.    

 De modo a verificar qual o melhor conjunto de tecnologias renováveis a instalar em 2030 e 

segundo as medidas de previsão de consumo e mobilidade, simulou-se dois cenários através do software 

de despacho de centrais elétricas:  

• Cenário de independência elétrica económica – cenário real em que a ilha se encontra 

conectada à rede nacional, sendo o objetivo verificar que quantidade de fornecimento 

energético é necessário para equilibrar o consumo, com o mínimo de curtailment, de 

modo que o excesso de eletricidade produzida seja exportado para a rede elétrica. 

• Cenário off-grid – É simulado um sistema de energia renovável com armazenamento de 

hidrogénio, sendo o cenário hipotético em que a ilha não se encontra conectada à rede 

elétrica, realizado apenas para verificar que quantidade de sistemas de armazenamento 

e geração seriam necessários instalar na ilha.  
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Tendo em conta os custos de instalação de cada tecnologia de produção e após ter-se simulado 

diversos dimensionamentos de capacidades instaladas por cada tecnologia, para o cenário em que existe 

conexão à rede elétrica nacional a potência total instalada na ilha em 2030 é de 30 MW, sendo a 

capacidade máxima por cada tecnologia de 6 MW. Da capacidade instalada, o excesso é distribuído da 

seguinte forma: 38 % proveniente de eólica, 19% proveniente de marés, 23% oriundo de ondas, 9% 

proveniente de solar PV, 2% de biomassa e 10% de importações. Importa-se 7 GWh, exporta-se 18 

GWh anualmente e a taxa de geração elétrica é 131% do consumo da ilha, ou seja, 31% da energia em 

excesso é exportada para o continente, o que sucede uma independência energética de 86 %.  

No cenário off-grid, o hidrogénio é utilizado apenas no setor da mobilidade, sendo as baterias de 

iões lítio a principal solução para armazenar a eletricidade gerada em excesso. Os resultados da 

simulação mostram-nos que a geração de eletricidade com recurso a fontes de energia renováveis 

variáveis requerem uma elevada capacidade instalada de produção e armazenamento, levando a 

curtailment, sendo os projetos sobredimensionados em comparação com as necessidades anuais da ilha. 

Simularam-se os três subcenários seguintes:  

• Integração de 100% fontes de energia renováveis com armazenamento através de 

baterias;  

• Integração de fontes de energia renováveis e turbinas a gás;  

• Integração de fontes de energia renováveis com armazenamento através de baterias e 

turbinas a gás   

 

Segundo os resultados, o sistema 100% renovável exige elevadas capacidades de fontes de 

energia renováveis instaladas e de armazenamento, o que leva a investimentos financeiros muito altos 

(1000 M€ em armazenamento e 155 M€ em geradores renováveis). De modo a diminuir o investimento, 

é necessário renunciar a parte da percentagem de fontes de energias renováveis instaladas e instalar 

fontes de energia convencionais, como turbinas de gás natural. 

 Um cenário em que o investimento na geração e armazenamento seja baixo, haja uma 

disseminação de fontes de energia renováveis juntamente com fontes de energia convencionais, o 

armazenamento ocorra com recurso a baterias de iões lítio, e se estes factos não comprometerem a 

independência energética estamos perante o melhor resultado possível.   

Logo, tendo em consideração que a ilha de Yeu se encontra conectada à rede elétrica do 

continente e as soluções para a aumentar a flexibilidade do sistema do lado do consumo não são 

economicamente viáveis em termos de operação e implementação e sabendo que o sistema conectado 

pode instalar até 30 MW de fontes de energia renováveis com um custo de 112M€, a melhor quota de 

renováveis integradas seria 55%  com apoio de fontes convencionais (turbina a gás) ou uma quota de 30 

% de fontes de energia renováveis variáveis com um sistema de armazenamento com recurso a baterias 

e fontes de energia convencional, como o gás. No entanto, este último sistema integrado seria 

financeiramente mais caro (0,341 €/kWh), em comparação com o primeiro (0,161€/kWh). 

Enevoldsen et al. [77] investigou os desafios e oportunidades de realizar a instalação de um 

sistema híbrido hidrogénio-eólica através da comparação económica e ambiental com o sistema atual 

implementado na ilha Mykines (Grécia) (65% fontes de energia fóssil) de características off-grid. Esta 

ilha, tem uma alta afluência turística no Verão o que tem consequências no consumo de eletricidade 

nesta altura do ano (quadriplica). Os dados para prever as condições do vento, foram retirados do 

software Wind Pro e foram realizadas entrevistas aos habitantes e aos peritos em energia de modo a 

saber qual o consumo e produção de energia e qual a atual e futura capacidade tecnológica de 

eletrolisadores e células de combustível.  De acordo com as especificações de Mykines, o sistema 

elétrico atual tem as seguintes características: geradores Diesel com uma capacidade de 120 kW, sendo 

o consumo de eletricidade de 157,21 kWh, em que a velocidade do vento foi de 9,3 m/s e 10,9 m/s para 

alturas de 10 m e 50 m de altura respetivamente.  
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O sistema que tentar-se-á implementar na ilha, é um sistema 100% renovável off-grid, que 

consiste em:  

• 4 turbinas eólicas de 22 kW cada; 

• 1 eletrolisador de 42 kW de capacidade, produzindo 8 Nm3/h de hidrogénio; 

• 2 reservatórios de armazenamento com 15 Nm3 de capacidade e pressão de 30 bar; 

• com 50 kW de células de combustível. 

 

A produção de eletricidade é maior no outono (54000 kWh em Outubro e 51300 kWh em 

Janeiro) em que o recurso primário está disponível em maior quantidade, armazenando-se o excesso de 

produção elétrica na forma de H2. No verão, quando existe uma maior afluência de turistas na ilha o 

consumo atinge valores superiores em relação a outras estações do ano (consumo de 15085,5 kWh em 

Junho e 18864,25 kWh em Julho), no entanto a produção de eletricidade por parte das turbinas eólicas 

é suficiente para suprir o consumo nesta altura do ano, apesar de em Junho e Julho a produção de 

eletricidade ser menor comparativamente aos outros meses do ano (35100 kWh em Junho e Julho). 

Calculou-se os custos do sistema, tendo as turbinas eólicas um custo total de 146791 $, sendo o 

o seu LCOEWT=0,03 $/kWh. O sistema de H2 (eletrolisador, armazenamento e células de combustível) 

têm um custo total de 641824 $ e um custo de operação e manutenção de 5988 $/ano. O sistema elétrico 

tem assim um LCOESE = 0,53 $/kWh. O sistema a Diesel que atualmente está em vigor na ilha tem um 

custo de 922219 $ e um preço de 589712 $ tendo um LCOE=0,23$/kWh e de LCOE=0,39$/kWh no 

pior caso e no melhor caso, respetivamente.       

 De acordo com os resultados apresentados, o sistema atualmente em operação na ilha é o mais 

maduro em relação ao sistema eólica e hidrogénio, produzindo energia a um custo menor por kWh, no 

entanto o novo sistema não emite GEE, tendo um melhor desempenho ambiental. É também necessário 

um melhoramento da eficiência das células de combustível e do eletrolisador, de modo a tornar a nova 

tecnologia competitiva com as eficiências praticadas pelo sistema Diesel. Assim, poderá ser possível 

implementar um sistema 100% renovável substituindo-o pelo sistema convencional em operação. 

Child et al. [78] realizou um conjunto de simulações na ferramenta de modelação EnergyPLAN, 

de modo a verificar se é possível atingir um sistema energético sustentável em 2030 nas ilhas Åland no 

norte da Europa. 

Para isso e de acordo com o método realizou-se um planeamento para o futuro dos setores elétrico, 

aquecimento e transportes em comparação com os setores atualmente em operação, através de nove 

cenários utilizando algumas estratégias importantes a seguir. 

Os cenários foram realizados com o seguinte método para os setores em estudo: para o setor 

elétrico, a produção de eletricidade é 100% doméstica sem importação de eletricidade ao continente ou 

existe a utilização de interconexões com a Suécia e a Finlândia. Se a ilha funcionar em modo off-grid, 

a produção em excesso é descartada (processo conhecido como curtailment) e a interconexão à Suécia 

ou Finlândia só é colocada em operação em caso de emergência. Caso a ilha funcione em modo on-grid, 

estamos perante uma situação em que as importações/exportações são possíveis em qualquer 

circunstância da operação do sistema elétrico. 

O setor do aquecimento foi classificado com a estratégia da utilização de bombas de calor ≥ 1 

MWe ou < 1 MWe, estando relacionado em como o mercado doméstico reage ao excesso de eletricidade 

produzida no setor elétrico. 

O setor dos transportes foi classificado de três formas diferentes: se a importação de 

biocombustíveis é permitida ou não, se a produção de combustíveis é realizada na ilha ou recorre-se a 

importações e de acordo com a percentagem de eletrificação dos veículos na ilha.  

Nos diferentes cenários, o consumo de eletricidade e calor têm de se encontrar sempre 

equilibrados, com as caldeiras elétricas e as bombas de calor a utilizar sempre o excesso de energia 
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elétrica da produção. Foram também introduzidos no planeamento armazenamento energético sob a 

forma elétrica, térmica e V2G em todos os cenários exceto no último. 

 Os nove cenários realizados para a ilha Åland são os seguintes:  

• Cenário 1 – Cenário de referência ao ano de 2014, que tem como objetivo representar o 

sistema energético atual e verificar a validação do EnergyPLAN; 

• Cenário 2 – Cenário de transição para 2020 em que o objetivo foi obter um balanço 

energético anual 100% sustentável, ou seja, só a eletricidade produzida a partir de fontes 

de energia renováveis é que é importada ou exportada se estiver em excesso; 

• Cenário 3 – Cenário 100% sustentável em que a ilha opera em modo off-grid. Todos os 

combustíveis são produzidos na ilha, logo a importação de eletricidade foi assumida 

como privativa. No entanto, o excesso de eletricidade é considerado disponível para 

exportação; 

• Cenário 4 – Cenário semelhante ao anterior, em que apenas é permitido a importação de 

biocombustíveis para o setor do transporte; 

• Cenário 5 – Cenário em que a importação e exportação de eletricidade, combustível 

primário e biocombustível é permitido; 

• Cenário 6 – Cenário que se foca na produção in situ de eletricidade juntamente com a 

exportação do excesso da mesma. Este cenário tem como objetivo encontrar a solução 

mais barata para o sistema energético sem restrições, tendo em conta a quantidade de 

eletricidade importada e exportada; 

• Cenário 7 e 8 – Cenários em que o foco se encontra na mobilidade elétrica, utilizando 

apenas os combustíveis produzidos na ilha. Os dois cenários diferem apenas na 

percentagem de eletrificação considerada para os veículos elétricos. O cenário 7 

considera uma percentagem de 50% e o cenário 8 considera uma percentagem de 100% 

de veículos elétricos em operação; 

• Cenário 9 – Cenário que reflete as mudanças do consumo descritas nos cenários de 2030, 

mantendo o valor elevado das importações dos cenários 2014 (cenário 1) e 2020 (cenário 

2). 

 

De acordo com os resultados, o consumo anual de combustível é mais baixo em cenários que 

adotam importação de eletricidade, com exceção do cenário 6 que importa combustível e 

biocombustível. O cenário 8 que tem a maior percentagem de veículos eletrificados entre os cenários 

planeados, apresenta um menor consumo anual de combustível e em todos os cenários exceto no cenário 

6, a exportação apresenta um valor baixo e, como consequência existe curtailment. 

A produção de eletricidade na ilha é devido ao solar PV e energia eólica, sendo que as centrais 

térmicas providenciam back-up (ou ajudam a equilibrar a produção quando esta não está ao nível do 

consumo). 

Os valores dos custos oscilam entre os 225-247 M€/ano para os diversos cenários, sendo o cenário 

que tem uma maior percentagem de veículos elétricos o que tem um menor custo anual e contrariamente 

os cenários que contêm combustíveis fósseis importados têm associados custos maiores. No entanto, os 

cenários em que os custos anuais são mais acentuados, nomeadamente nos cenários onde a produção é 

doméstica criam mais emprego. 

Em conclusão, a implementação de tecnologias de geração solar e eólica podem substituir a 

importação de combustíveis fósseis que está em vigor atualmente para as ilhas Åland. As opções de 

flexibilidade apresentadas neste estudo como V2G e outras soluções de armazenamento como o 

armazenamento de combustíveis primários contribuem para a sustentabilidade e viabilidade de um 

sistema energético livre de combustíveis fósseis em 2030. 



18 

 

Dorotić et al. [79] definiu e simulou um sistema energético totalmente descarbonizado, com 

implementação de veículos elétricos como opção de flexibilidade para a ilha de Korčula na Croácia. O 

clima nesta região é mediterrâneo e é uma ilha adequada para a instalação de fontes de energia renovável, 

dado que a irradiação global horizontal é de 1500 kWh/m2ano e inclui zonas em que os fatores de 

capacidade das tecnologias de produção podem atingir valores acima dos 40%. No entanto, nos dias de 

hoje na ilha as fontes de energia são importadas do continente, como a biomassa, petróleo, sendo a 

eletricidade proveniente de cabos submarinos.  

O objetivo do estudo foi aumentar a percentagem de fontes de energia renováveis que produzam 

eletricidade, diminuir a emissão de CO2 na ilha por parte das tecnologias de produção poluentes e 

aumentar as medidas de eficiência energética na ilha. 

Para definir o sistema energético, Dorotić et al. utilizaram a ferramenta de modelação 

EnergyPLAN para analisar os setores residencial, turismo e transporte. Este estudo analisa um sistema 

energético 100% renovável variável e a seleção da capacidade instalada das tecnologias de produção 

foram realizadas através de um procedimento de otimização discreta. 

 Os autores calcularam o consumo energético do ano de referência, definiram o consumo 

energético do ano final e otimizaram a capacidade de fornecimento do ano final num conjunto de 

condições fronteira. As condições fronteira são as seguintes: capacidades de fornecimento incluem 

apenas fontes de energia renováveis variáveis (solar e eólica) e toda a eletricidade importada é igual à 

eletricidade exportada. 

De modo a verificar estas condições, definiram-se duas funções objetivas: minimização dos 

custos de investimento e minimização do total de eletricidade importada e exportada, sendo que 

nenhuma combinação de geração solar e eólica satisfaz estas duas funções. 

Após o estudo foi concluído que a melhor configuração de tecnologias de produção para a ilha é 

apresentada nas seguintes combinações: 30 MW solar PV instalado e 22 MW de turbinas eólica, 6 MW 

solar PV e 40 MW de turbinas eólicas, em que a primeira solução apresenta menor quantidade de 

eletricidade importada e exportada e a segunda solução apresenta um menor custo financeiro. Estas duas 

soluções são utilizadas para análise adicional, para o impacto da redução da percentagem de V2G na 

ilha. 

De acordo com os resultados, no caso das duas combinações a eletricidade total importada e 

exportada aumentou com a redução da percentagem de carregamento inteligente. Para os parâmetros em 

estudo de acordo com as previsões, as emissões de CO2 diminuem, com 2030 a ser o ano em que as 

emissões de CO2 diretas se extinguem. A importação de eletricidade diminui 80% no ano de 2030 em 

comparação com 2011 e a exportação de eletricidade atinge valores próximos de 20% em 2030. A 

percentagem de produção elétrica a partir de renováveis aumentou mais de 100% em 2030 

comparativamente aos valores de 2011.  

Determinou-se o LCOE do sistema, atingindo o valor de 0,126 €/kWh, tendo a instalação um 

impacto socioeconómico significante nas comunidades locais, com a criação de novos postos de 

trabalho. 

Por fim, os autores concluíram que a abordagem da otimização discreta para prever um sistema 

100% renovável variável juntamente com o indicador de flexibilidade V2G utlizado como tecnologia 

demand response pode ser significativamente melhorada.    

Marczinkowski et al. [80] estudou a integração de fontes de energia renováveis nas ilhas da 

Madeira, Orkney e Samsø, de modo a verificar se é possível a transição energética renovável, com 

diminuição de utilização de combustíveis fósseis.  Estas ilhas fazem parte do projeto SMILE [81], que 

tem como objetivo a criação de tecnologias de rede inteligente prontas para serem implementadas no 

mercado e, para isso estuda e avaliam tecnologias de rede inteligente e acoplamento de setores nas ilhas 

que fazem parte do projeto.  
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O artigo descreve o processo de recolha de dados e as fases da integração de fontes de energia 

renováveis, bem como os cenários a simular no EnergyPLAN nas três ilhas. Posteriormente, são 

apresentados resultados sob a forma de tabelas, apresentando o impacto que a integração de fontes de 

energia renovável variável tem no sistema energia de cada ilha em estudo.  

Os dados necessários para simular a produção e consumo do setor elétrico e do setor do 

aquecimento na ferramenta de modelação são as capacidades instaladas das fontes de energia, as 

eficiências elétricas destas fontes, os custos associados e os perfis de distribuição horária. Estes dados, 

aplicados ao EnergyPLAN representam o sistema energético o mais próximo possível da realidade. 

Posteriormente, foi realizada uma classificação do sistema energético nas três ilhas e consiste nas 

seguintes fases:  

• Fase 1- Introdução de fontes de energia renovável no sistema energético até 20%; 

• Fase 2-Aumento da disseminação de fontes de energia renovável, com requerimento de 

opções de flexibilidade; 

• Fase 3- Sistema Energético dependente de 100% de fontes de energia renovável. 

 

No caso das ilhas em estudo, Samsø encontra-se mais desenvolvida em termos de integração de 

fontes de energia renovável no sistema energético (fase 2) com 60% das mesmas (solar PV, eólica, solar 

térmico, biomassa) integradas no sistema energético em 2015, esperando-se que atinja a fase 3 em 2030. 

As ilhas da Madeira e Orkney, atingiram a primeira fase em 2014 com penetração no sistema energético 

de 11% e 18% de renováveis, respetivamente. Espera-se que atinjam a fase 2 em 2030 com 50% de 

produção energética proveniente de renováveis. De acordo com o artigo, não se sabe quando é que estas 

duas ilhas atingirão a fase 3. 

De acordo com os resultados, existe um aumento do consumo de eletricidade nos cenários de 

referência das três ilhas para os cenários em 2030. Existe uma diminuição do consumo no setor do 

aquecimento e do transporte, mantendo-se o consumo do setor industrial para 2030. 

As capacidades instaladas das tecnologias de produção também sofreram alterações, sendo 

integrado no sistema energético mais centrais solar PV nas três ilhas, mais turbinas eólicas na ilha de 

Orkney e Madeira, planeia-se integrar fontes de energia geotérmica para 2030 e aumentar as centrais 

hidroelétricas na ilha da Madeira. Com o aumento das fontes de energia renováveis, prevê-se que em 

2030 a produção de eletricidade de centrais convencionais diminua nas ilhas Orkney e Madeira e, como 

consequência o consumo de combustíveis fósseis por parte das ilhas sofra uma diminuição. 

Após simulação no EnergyPLAN, os indicadores relevantes para a transição energética nas ilhas 

sofreram alterações. O consumo de combustíveis fósseis na ilha de Samsø é reduzido em 68% entre 

2015 e 2030, na ilha da Madeira em 40% e em Orkney em 34%. Com esta redução, as emissões de CO2 

também diminuíram em 66%, 33% e 40%, em Samsø, Orkney e Madeira, respetivamente.  

A percentagem de eletricidade proveniente de fontes de energia renováveis aumentou 25% na 

ilha de Samsø, 20% na ilha de Orkney e da Madeira e os consumidores utilizaram 96% de eletricidade 

produzida de fontes de energia renováveis em 2030 (aumento de 2% em relação ao cenário de referência) 

na ilha de Samsø, 19% na ilha de Orkney (aumento de 19% em relação ao cenário de referência) e 71 

% na ilha da Madeira (42 % acima em relação a 2014). 

Apesar do aumento das capacidades de fontes de energia renováveis instaladas nas ilhas, a 

importação de eletricidade registou um aumento ligeiro na ilha de Samsø (0,3 GWh), no entanto na ilha 

de Orkney ocorreu uma diminuição de 7 GWh de eletricidade importada.  

Registou-se também um aumento de excesso de eletricidade produzido nas ilhas de Samsø e 

Madeira e uma diminuição do excesso de produção na ilha de Orkney. 

Devido ao excesso de produção de eletricidade renovável, na ilha de Samsø houve um aumento 

de eletricidade exportada na ilha e em Orkney houve uma redução de eletricidade exportada. Na ilha da 

Madeira como não existe opção de importação/exportação, o excesso de produção aumentou 
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ligeiramente para 0,2 GWh comparativamente a 2014, havendo um Critical excess electricity production 

de 0,02%.  

Quanto aos custos socioeconómicos, houve uma redução na ilha de Samsø de 900 m€ em 2030 

relativamente ao cenário de referência e um aumento nas ilhas de Orkney e Madeira de 1,9 M€ e 21,5 

M€. O aumento significativo dos custos do sistema energético na ilha deve-se a esta não estar 

interconectada ao continente. 

Como é apresentado nos resultados acima, este estudo mostrou que é possível aumentar a 

percentagem de fontes de energia renováveis no sistema energético em ilhas off-grid e interconectadas 

ao continente, mostrando que é possível executar uma transição energética diminuindo a utilização de 

combustíveis fósseis. 

 

 

2.4 Ferramentas de Modelação 

 

2.4.1 Breve Enquadramento Histórico 

 

Os software de sistemas de energia variam em termos de requisitos de dados e aptidão por parte 

do utilizador. Desde 1970 que está disponível uma grande variedade de ferramentas para o estudo de 

sistemas de energia.  

Em 1974 Hudson e Jorgenson [82]  foram pioneiros no desenvolvimento de um software 

económico juntamente a um software energético e Jay Forrester iniciou esforços para modelação global 

em larga escala [82]. Entre os anos 70 e 90, iniciou-se uma divergência de opiniões, que continua até 

aos dias de hoje, sobre modeladores top-down e bottom-up [83], por não haver conhecimento suficiente 

sobre os pontos fortes, fracos e limitações de cada software, bem como acerca das projeções da qualidade 

da energia que era consumida. De modo a suplantar estas divergências, desenvolveu-se o software 

híbrido, que combina pelo menos um software macroeconómico e um conjunto de softwares bottom-up, 

sendo esta forma combinada realizada através de “soft-linking” [84], processo de transferência de dados 

manual, parâmetros e coeficientes separando-os dos seus softwares anteriores e integrando-os neste 

novo software híbrido. Esta integração pode ainda ser realizada de uma forma automática, “hard-

linking”. 

Ainda na década de 70 foi desenvolvido o software WASP (Wien automatic system planning 

package), permitindo ao utilizador encontrar um plano de expansão ótimo para um sistema de geração 

energética durante um longo período e dentro das restrições definidas pelo planeador [85].  A partir da 

segunda metade dos anos 80 devido às preocupações iniciais acerca do meio ambiente, surgiram os 

primeiros software energia-ambiente, em que se tentavam inserir no software problemas relacionados 

com o aquecimento global e agravamento das emissões de GEE.  

Na década de 90 nasceram novos software (regionais e globais) já com as preocupações 

ambientais inseridas, tais como o software pacifico-asiático, o RAINS (Regional Air Pollution 

Information and Simulation), softwares como o LEAP (software utilizado pela convenção das nações 

unidas sobre alterações climáticas) e MARKAL, sendo estes dois últimos atualizados [86] com os 

problemas levantados pelo aquecimento global na década anterior. 

 

2.4.2 Ferramentas de Modelação – em detalhe 

 

Como aferido no subcapitulo 2.1 converter um sistema energético dependente de combustíveis 

fósseis num sistema onde as fontes de energia renovável têm o papel principal pode ajudar a resolver 
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desafios como a questão das alterações climáticas e segurança no fornecimento energético. Identificar o 

potencial das energias renováveis, torna-se então um ponto de interesse no planeamento energético e de 

modo a verificar o impacto da implementação de fontes de energia renováveis no sistema energético e 

que efeitos estas podem ter no mesmo, recorre-se a uma análise com recurso a ferramentas 

computacionais [87]. 

Connolly et al. [87] realizou uma comparação detalhada das ferramentas usadas para analisar a 

integração de fontes de energias renováveis em vários sistemas de modo a ajudar o utilizador a escolher 

qual a ferramenta que melhor se adequa ao seu trabalho. Não existe, portanto, uma ferramenta de 

modelação ideal. De modo a estruturar os software é possível categorizar os mesmos através do seu 

propósito, abordagem e metodologia. 

  Segundo Després et al.  [88] e Ringkjøb et al. [89] as ferramentas de modelação enquadram-se 

segundo os seguintes propósitos: 

• Ferramentas de análise ao sistema elétrico – ferramentas desenvolvidas para estudar em 

detalhe este tipo de sistema; 

• Apoio à decisão de operação - ferramentas desenvolvidas para otimizar a operação do 

sistema elétrico. Estes tipos de ferramentas operam em escalas de tempo curtas, no entanto 

operam em maior escala que ferramentas de análise ao sistema elétrico; 

• Apoio à decisão de Investimento – ferramentas que otimizam o investimento no sistema 

elétrico/energético. Estas ferramentas normalmente são de longo prazo; 

• Cenário – Ferramentas que investigam cenários a longo prazo no setor elétrico. 

 

 Segundo Connoly et al. [87] e Després et al. [88] podem-se distinguir diferentes tipos de 

software, e segundo a metodologia usada pelos mesmos podem ser classificados em:  

• Simulação - em que é providenciado de uma forma quantitativa a geração e consumo 

energético baseados em dados técnicos e drivers (salário, população, preços da energia) 

com o objetivo de modelar uma determinada tomada de decisão, sem qualquer tipo de 

restrição; 

• Otimização – otimiza a operação de um determinado sistema energético utilizando uma 

abordagem de programação linear (PL), no entanto a abordagem poderá ser não linear 

[89]. Define um conjunto de tecnologias ótimo para atingir uma determinada meta, com 

restrições e a custos baixos; 

• Balanço – explica o comportamento da produção, consumo e custos numa economia 

com diversos mercados.  

Estas ferramentas podem então ser categorizadas quanto à abordagem em três tipos:  

• Top-Down – segundo Jacobsen [90] e e.g. Silva et al. [91] ferramentas top-Down são 

ferramentas macroeconómicas baseadas em princípios e técnicas de modelação com o 

objetivo de incluir todas as interações económicas importantes para a sociedade;  

• Bottom-up – Identifica e analisa as tecnologias energéticas, descrevendo as evoluções 

dos sistemas energéticos como resultantes de uma miríade de decisões sobre a adoção 

da tecnologia;  

• Híbrido – Ferramentas que integram características de ambos os software anteriores, 

limitando os pontos fracos de ambos. 

A resolução espaço temporal é outro dos critérios a ter em conta aquando da escolha da ferramenta 

de modelação. O time-step pode ir de menos de 1 segundo (software de análise da rede elétrica) a várias 

décadas (software de equilíbrio económicos de longo prazo), podendo ser modelados sistemas 

energéticos independentes, como por exemplo um edifício a sistemas energéticos globais, como um 

continente [88]. 
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Na imagem seguinte é possível visualizar um fluxograma ilustrando uma possível categorização 

de softwares energéticos segundo Ringkjøb et al. [89]: 

 

 

 
 

Figura 2.3 - Fluxograma: Escolha da ferramenta de modelação ideal segundo Ringkjøb et al. [89] 

 

 

 

2.4.3 Tipos de ferramentas de modelação e porquê o EnergyPLAN 

 

Após percorrer o fluxograma desde o problema, é possível optar por diferentes tipos de 

ferramentas de modelação. Existem ferramentas de simulação, otimização e equilíbrio e a escolha do 

software depende sempre do objetivo do utilizador [92]. 

 As ferramentas de simulação são utilizadas para simular um comportamento de um determinado 

sistema elétrico/energético, fornecendo insights e visualização de resultados através de um resultado. Já 

as ferramentas de otimização são utilizadas para encontrar uma solução ótima para um problema 

energético específico, tendo em consideração restrições e critérios pré-definidos [89]. 

No caso do estudo de armazenamento energético em ilhas, existem alguns software conhecidos 

utilizados para planeamento energético, como o H2RES, HOMER, TIMES/MARKAL e o EnergyPLAN 

[93]. 

O HOMER (Hybrid Optimization of Multiple Energy Resources), é uma ferramenta de 

modelação e otimização energética e é maioritariamente utilizado para análise do setor elétrico, mais 

propriamente para análise de micro-redes [93] sendo adequado para modelar sistemas de energia de 

pequena e média escala [94]. No entanto, segundo o seu site [95], esta ferramenta tem um custo de 

125$/mês. 

O TIMES (The integrated MARKAL-EFOM System), desenvolvido pela IEA é outro software 

de otimização energética utilizado para planeamento energético em ilhas, sendo esta ferramenta mais 

utilizada a nível nacional e continental [94], existindo poucos estudos que utilizam o TIMES ao nível 

de uma ilha [93]. Segundo o site do software [96], esta ferramenta é complexa, o que obrigaria a um 
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dispêndio significativo de tempo de treino por parte do utilizador para a sua aprendizagem e 

implementação.  

O H2RES é uma ferramenta de simulação que se concentra na integração de fontes de energia 

renováveis e armazenamento de energia. Segundo o seu site [97] o objetivo é minimizar os custos anuais 

de operação de um sistema energético, no entanto esta ferramenta caiu em desuso dado que o último 

artigo que utilizou o software para simular sistemas energéticos foi publicado em 2011 [93], [94]. Outra 

das limitações deste software é o facto desta ferramenta de modelação não ser monitorizada pelos 

próprios desenvolvedores [98], tornando a própria desatualizada. 

Para identificar a ferramenta de modelação necessária à realização da simulação nesta dissertação, 

é ideal ter em conta que, como aferido em 2.4.2 nenhuma ferramenta de modelação é a ferramenta ideal, 

tudo depende do objetivo dos utilizadores.  

O objetivo deste trabalho é o estudo da introdução de H2 com elevada disseminação de fontes de 

energia renováveis variáveis no sistema elétrico do Chipre, logo procurou-se uma ferramenta que: 

analisasse o impacto do H2 e das fontes de energia renováveis variáveis no sistema elétrico, necessitasse 

de pouco tempo de treino para o utilizador, fosse financeiramente apelativa ou mesmo gratuita para o 

utilizador, considerasse o H2 como solução de armazenamento e utilização e o custo de todo o 

planeamento fosse simulado.  

Tendo em conta Connoly et al. [87] que analisou cerca de 68 ferramentas de modelação, em que 

apenas 37 foram escolhidas para a análise final e segundo a Figura 2.3, optou-se pelo EnergyPLAN 

percorrendo o fluxograma desde a declaração do problema até à escolha do software. Por outro lado, 

segundo uma revisão realizada por Prina et al. [93] em 2021, a maioria dos estudos utilizam o 

EnergyPLAN, em detrimento de softwares como por exemplo o HOMER, H2RES e TIMES para a 

modelação de sistemas de energia em ilhas, sendo atualmente a ferramenta de modelação de eleição.  

De todas as plataformas analisadas, o EnergyPLAN pareceu o mais adequado pois segundo o 

fluxograma: está disponível sem custos financeiros para o utilizador, tem um software stand-alone (não 

necessitando de ligação à internet), tem um propósito de cenarização e de apoio à decisão de 

investimento, tem uma abordagem bottom-up em que a metodologia é a de simulação, a sua resolução 

temporal é horária, sendo que a simulação poderá ser realizada de uma escala local a uma escala 

continental, tornando a ferramenta versátil.  

De modo a construir um sistema energético contendo uma elevada penetração de fontes de energia 

renovável, algumas propriedades que fazem parte de determinado software são cruciais. O EnergyPLAN 

não é diferente, pois contém alguns desses parâmetros tecnológicos e económicos em que é possível 

serem simulados, tais como: 

• Geração convencional, armazenamento energético e geração renovável nos setores que 

podem ser incluídos no setor elétrico (indústria, residencial, transporte); 

• Importação e exportação de eletricidade e importação de combustível primário; 

• Possibilidade de o sistema simulado estar ou não interconectado; 

• Diversos custos de tecnologias de produção, armazenamento nos diversos setores que 

fazem parte do setor elétrico.  

 

No subcapítulo seguinte, explicar-se-á de forma sucinta como funciona o EnergyPLAN  

 

2.5 Plataforma EnergyPLAN 

Criado por H. Lund e desenvolvida desde 1999 pelo grupo de investigação e planeamento 

energético da universidade de Aalborg [87], o EnergyPLAN é uma das ferramentas de modelação mais 

utilizadas para avaliação de sistemas energéticos com grande disseminação de fontes de energia 

renováveis [1]. Foi desenvolvido com a capacidade para o utilizador considerar combinações diferentes 
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de sistemas energéticos, de uma forma rápida e fácil e para análise de sistemas energéticos a nível 

nacional, no entanto também pode ser aplicado a outros contextos geográficos, como cidades, 

municípios, continentes e ilhas tornando o EnergyPLAN numa ferramenta versátil.  É uma ferramenta 

determinística, ou seja, utiliza valores únicos como dados de entrada não tendo elementos estocásticos, 

sendo programada e mantida em Delphi Pascal.  

A ferramenta está disponibilizada no site www.energyplan.eu e pode ser executada a partir de 

outras plataformas como o Excel ou Matlab. O principal propósito da ferramenta é assistir no design de 

estratégias de planeamento energético numa análise tecno-económica, sendo o utilizador capaz de 

simular diferentes combinações de sistemas energéticos relativamente rápido e fácil (a simulação de 

cada cenário demora menos de 10 segundos [1]). 

O programa está estruturado de forma que qualquer utilizador que não esteja familiarizado com 

a ferramenta, possa utilizá-lo de forma relativamente fácil. De forma a simular um sistema energético, 

é necessário introduzir valores de entrada para cada uma das secções/separadores do EnergyPLAN, 

estando o diagrama do software representado pela figura 2.4: 

 

 

 
 

Figura 2.4 - Estrutura da ferramenta EnergyPLAN [99]. É possível visualizar a interação entre os diferentes setores de um 

sistema energético no geral e do lado esquerdo os principais componentes onde é possível inserir os dado de entradas 

pretendidos de modo a simular um determinado sistema energético. 

 

Os tipos de dados de entrada que são necessários de modo a ser possível realizar uma simulação 

são [100]:  um consumo anual (em TWh/ano), a capacidade da unidade instalada (em MW) e a 

distribuição horária do consumo e/ou produção total anual.  

A distribuição horária é inserida no software no formato ficheiro de texto e guardada na pasta 

“Distributions”, de forma a estar disponível na ferramenta. Tem obrigatoriamente de ter 8784 valores 

em que cada linha do ficheiro corresponde a uma hora e os valores inseridos são entre 0 e 1 (0-100%), 

representando a produção e/ou consumo normalizados. 

Assim, o EnergyPLAN calcula a produção e/ou consumo de cada unidade de instalação 

horariamente através da multiplicação de cada valor inserido no ficheiro pelo valor da capacidade 

instalada introduzida também como dado de entrada. 
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No anexo, encontra-se um exemplo de onde é possível inserir uma distribuição horária em ficheiro 

de texto. 

Os dados de entrada podem ser inseridos ao longo dos cinco separadores diferentes, cada um com 

as suas particularidades de acordo com as pretensões do utilizador. As cinco secções são divididas de 

forma geral da seguinte forma: 

 

1. O separador do consumo nos setores do aquecimento/arrefecimento, eletricidade, 

transporte e indústria; 

2. O separador da produção, onde se encontram dados de entrada das diferentes tecnologias 

de produção de energia (renováveis e não renováveis) incluindo unidades de conversão 

de energia (centrais de gasificação e biogás e centrais de hidrogenação); 

3. O separador do armazenamento energético, onde se encontram dados de entrada para 

armazenamento elétrico, térmico e de combustível primário (gás, petróleo e metanol); 

4. Os custos (custos de combustível, impostos, custos de investimento, custos operação e 

manutenção fixos e variáveis e câmbio entre eletricidade e o gás); 

5. No separador da simulação, é possível escolher a estratégia de simulação pelo utilizador. 

As duas estratégias possíveis de escolha são as seguintes: simulação técnica e simulação 

mercado-económica; 

6. No separador Resultado é possível apresentar gráficos: produção/consumo elétrico das 

diferentes tecnologias de produção em diferentes tipos de intervalo de tempo (diário a 

anual), a produção/consumo de calor do sistema de “district heating” e o 

consumo/produção da rede de gás. 

 

Após uma simulação no EnergyPLAN (ver em Anexo o resultado), os resultados são produções 

e consumos anuais e mensais de cada uma das tecnologias de produção, consumos de combustível 

primário, emissões de CO2, custos totais e importações/exportações de eletricidade e fluxos de dinheiro 

de/para o mercado externo de eletricidade.  

Apesar dos resultados destes indicadores aparecerem numa resolução temporal anual e mensal, a 

apresentação do resultado, pode também ser feita de hora a hora se, assim o utilizador desejar e, os 

resultados poderão ser exportados para uma folha de cálculo, para uma análise mais detalhada dos 

mesmos. 

Quanto às limitações do software e, no caso do EnergyPLAN existe falta de uma ferramenta de 

análise de otimização. Em ilhas a limitação maioritária encontra-se na ausência de softwares que, com 

uma resolução horária conseguem analisar o sistema energético, que integra diversos setores de 

consumo, sendo capazes de aplicar o problema de otimização multi-objetiva [94]. No caso deste 

trabalho, não existe esse problema, devido ao facto de a análise ser exclusiva ao setor elétrico. 

Outras limitações do EnergyPLAN surgem na revisão de Prina et al. [93] pois existem estudos 

em que apenas a simulação não é suficiente, por exemplo em estudos onde se analisa a rede elétrica, é 

necessária uma resolução temporal na ordem dos ms e no caso do EnergyPLAN a resolução temporal é 

horária, ou seja, esta ferramenta não tem em conta a robustez e a confiabilidade das restrições da rede 

elétrica. 

O software EnergyPLAN foca-se em todo o sistema e como consequência, a precisão de unidades 

individuais não é capturada e o tempo de espera associado a uma determinada simulação é curta, sendo 

por isso requerida experiência ao utilizador em cada simulação realizada [101]. 

Nos capítulos seguintes e com a utilização do EnergyPLAN como ferramenta de simulação para o 

estudo desta dissertação dar-se-á resposta à principal pergunta de investigação:  

• Qual o impacto da utilização de H2 como vector energético para armazenar energia elétrica 

no sistema electroprodutor cipriota? 
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3 Método 

 

3.1 Como é realizada uma simulação na plataforma EnergyPLAN 

 

Na secção 2.5, foi dado a conhecer como é que o utilizador realiza uma simulação em 

EnergyPLAN em termos gerais e práticos. Aqui dar-se-á a conhecer ao leitor de forma sucinta, como é 

que a ferramenta executa uma simulação, numa abordagem computacional, tendo como exemplo as 

simulações realizadas pelo autor nesta dissertação para o estudo do sistema elétrico do Chipre. 

No geral e, segundo Lund et al. [1], o procedimento de simulação pode ser dividido em quatro 

estágios: 

1. Computação inicial; 

2. Computação inicial não envolvendo o balanço elétrico; 

3. Simulação 

a. Simulação técnica do sistema energético; 

b. Simulação mercado-económica do sistema energético; 

4. Computação das consequências socioeconómicas. 

 

Na computação inicial quando o utilizador insere dados, o EnergyPLAN realiza automaticamente 

cálculos de produção horária de eletricidade proveniente de fontes de energia renováveis variáveis. Por 

exemplo, se o utilizador inserir a capacidade de uma central solar PV e um ficheiro de distribuição 

horária, o programa realiza imediatamente o cálculo da produção elétrica horária. A prioridade na 

produção na ferramenta e, de acordo com o manual [99], dá prioridade à eletricidade produzida por 

fontes de energia renováveis variáveis, como a energia eólica e solar PV para suprir o consumo, tendo 

as centrais convencionais prioridade apenas depois das renováveis. Se o consumo ainda for superior à 

produção ou for necessária produção elétrica para estabilização da rede elétrica, então as centrais 

convencionais tornam-se prioritárias. 

Na etapa 2, o EnergyPLAN realiza computações iniciais no setor do calor, indústria que não foram 

explorados nesta dissertação. 

Na etapa 3, o utilizador pode escolher realizar a simulação técnica ou a simulação mercado-

económica. Se escolhida a primeira, o EnergyPLAN procura identificar a solução que consome menos 

combustível e, na segunda o EnergyPLAN identifica a solução mais barata de cada unidade de produção 

[1], assumindo que no mercado de eletricidade todos os operadores das centrais almejam lucro 

económico. Nesta dissertação o autor escolheu utilizar a simulação técnica, pois segundo Lund et al. 

[99] esta estratégia é mais precisa para simular sistemas energéticos com elevada disseminação de fontes 

de energia renovável variável.  

Na etapa 4, o EnergyPLAN identifica as consequências socioeconómicas do sistema energético 

simulado, como custos totais e emissões de CO2. 

No subcapítulo seguinte farei uma descrição do Chipre energeticamente e do estudo realizado 

nesta dissertação, com utilização do software EnergyPLAN. Neste estudo, simulou-se três cenários: o 

cenário de referência, o cenário 1 e o cenário de armazenamento para Chipre. O principal objetivo foi 

verificar se é possível o hidrogénio ser o principal “player” no armazenamento energético em larga-

escala, no sistema elétrico cipriota. 
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3.2 Caso de estudo: Chipre 

Chipre é uma nação ilha que se situa no mar mediterrâneo ao sul da Turquia e é a terceira maior 

ilha do mediterrâneo, estando localizada a 35° de latitude e 33° de longitude não estando interconectada 

à rede elétrica de outros países, sendo considerado um país isolado energeticamente. Como o sistema 

energético é isolado, a eletricidade é maioritariamente produzida por fontes de energia primária 

importadas de outros países nomeadamente petróleo, sendo o país dependente 98% energeticamente de 

terceiros [102]. Quem gere como a eletricidade é produzida é a Electricity Authority of Cyprus (EAC)  

[103], sendo esta a corporação publica responsável pela geração, transmissão, distribuição e 

fornecimento de energia elétrica no Chipre. O país tem em funcionamento três centrais elétricas 

convencionais com uma capacidade instalada total de 1478 MW (Dhekelia, Moni e Vasilikos) 

produzindo 5000 milhões de kWh todos os anos [102].  

No entanto, também existe produção de eletricidade através de fontes de energia renováveis, 

proveniente de parques eólicos, centrais solar PV e uma menor percentagem de fontes descentralizadas 

de biomassa e, de acordo com os dados retirados da agência internacional para as energias renováveis 

(IRENA) [104] a capacidade total instalada de solar PV, eólica e biomassa em relação à capacidade total 

renovável instalada na ilha é 54%, 43% e 4% respetivamente.      

 Segundo Adun et al. [101], de entre os países da União Europeia, Chipre é um dos que tem uma 

menor percentagem de renováveis situando-se nos 10%, isto devido à nação ter começado a sua transição 

energética mais tarde em relação à maioria dos países da UE e o estatuto tecnológico não ser o mesmo 

em relação a estes países. O facto de o Chipre ter começado tarde a transição energética é como dito 

acima devido a ser considerado um país importador e dependente da energia de outras nações. O seu 

sistema elétrico ser maioritariamente constituído por centrais convencionais, contribui para a emissão 

de gases de efeito de estufa.  

De acordo com Adun et al. [101], Chipre tem como objetivo a redução de gases de efeito de 

estufa em 42 % para 2030, sendo as emissões devido ao setor de eletricidade responsável por 47 % das 

mesmas em relação às emissões totais no país. É necessário reduzir a utilização das centrais 

convencionais, substituindo-as por centrais renováveis solar PV e eólica, já que o aumento da 

percentagem renovável da ilha está diretamente ligado à redução de emissões de CO2.  

Chipre tem o maior potencial solar [101] da União Europeia, sendo um país com 340 dias em 

que o sol brilha por ano. No verão, Chipre tem cerca de 12 h de sol diárias e no Inverno cerca de 6 h de 

sol diárias, tendo um potencial fotovoltaico de aproximadamente 1500-1800 kWh/kWp segundo a 

Figura 3.1 e apesar do seu potencial, a energia solar é utilizada atualmente, sobretudo em sistemas de 

aquecimento residencial.  

A orografia de Chipre é particular, apresentando diferentes tipos de relevo [105] desde 

montanhas com diferentes altitudes, a planícies. Esta particularidade, traduz-se pelas diferentes direções 

em que o vento sopra, sendo o regime do mesmo impactado por três fatores: ciclones orientais, grandes 

diferenças de temperatura entre o oceano e a superfície terrestre e as cadeias montanhosas. Na Figura 

3.2 pode-se visualizar que apesar do potencial eólico não ser tão elevado, com ventos maioritariamente 

entre os 3-4 m/s, existem zonas que acabam por apresentar ventos dos 4-5 m/s aos 10 m de altura [101], 

apresentando-se boas candidatas à instalação de turbinas eólicas.  

Este potencial renovável que o Chipre proporciona refletir-se-á no seu sistema energético futuro, 

tal como previsto pelos especialistas que redigiram o PNEC cipriota [106] e também terá impacto no 

seu sistema elétrico. Atualmente, a capacidade instalada de centrais convencionais no sistema elétrico 

cipriota é constituída por 80 % da capacidade instalada total no país, sendo 20% constituído por fontes 

de energia renovável variável como turbinas eólicas e painéis solar PV [107].  
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De modo a reduzir a capacidade instalada das fontes de energia convencionais e atingir emissões 

zero em 2050, Chipre tem de reduzir a utilização e em certos casos descontinuar centrais convencionais 

que utilizam combustíveis fósseis como principal fonte de energia primária. 

Assim, os setores que são atualmente dominados por combustíveis fósseis, serão eletrificados 

[108] emergindo novas tecnologias como os veículos elétricos e o hidrogénio no setor dos transportes, 

as bombas de calor no setor residencial [109], [110] e as caldeiras elétricas no setor industrial. Esta 

transição leva a um aumento de consumo elétrico nos vários setores dos sistemas energéticos de Chipre, 

estando mesmo previsto um aumento na geração elétrica global em 1,8% para o ano de 2050 [111]. O 

aumento deste consumo pode ser compensado com fontes de energia renováveis variáveis, tendo Chipre 

um potencial solar significativo e eólico decente. 

O potencial solar e eólico cipriota pode ser consultado nas figuras 3.1 e 3.2, respetivamente: 

   

 

 

 

 
 

Figura 3.1 - Potencial fotovoltaico segundo Agathokleous et al. [102] 
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Figura 3.2 - Velocidade do vento anual em Chipre segundo Agathokleous et al.  [102] 

 

     

O objetivo dos especialistas e dos decisores, segundo o PNEC cipriota [106], é aumentar a 

percentagem de fontes de energia renováveis intermitentes, nomeadamente a capacidade instalada de 

painéis solar PV centralizados e descentralizados, isto através da integração de sistemas de flexibilidade, 

como armazenamento energético ou smart metering, em que o consumidor tem um papel ativo na 

flexibilidade do sistema elétrico. 

 

3.2.1 Validação do EnergyPLAN  

 

Antes da realização do estudo desta dissertação é necessário validar o software EnergyPLAN para 

simular o sistema elétrico cipriota. Para isso utilizaram-se valores reais do consumo elétrico, retirados 

da TSO cipriota [103] juntamente com os dados do consumo elétrico do cenário de referência simulados 

no software. 

O cenário de referência é a projeção do sistema elétrico atual no futuro, de modo a ser possível 

identificar e comparar futuros sistemas elétricos. Após a realização da simulação foi possível obter o 

cenário de referência. 

De modo a verificar se a simulação está correta e validar o software, determinou-se a percentagem 

do erro relativo em relação ao consumo mensal real e a percentagem do desvio padrão em relação ao 

consumo mensal. Se o resultado do erro relativo for elevado, então a simulação está errada, se o valor 

final for próximo de zero então a simulação está correta.  

A equação utilizada para determinar a percentagem mensal de erro relativo, foi a seguinte: 

 

 
𝛿 [%] =

|𝑉𝑎𝑝𝑟𝑜𝑥 − 𝑉𝑒𝑥𝑎𝑡𝑜|

𝑉𝑒𝑥𝑎𝑡𝑜

 

 

(3) 

 

Equação 3.1 - Erro relativo em percentagem 

 

em que, δ é o erro relativo em percentagem, 𝑉𝑎𝑝𝑟𝑜𝑥 é o consumo elétrico do cenário de referência 

e 𝑉𝑒𝑥𝑎𝑡𝑜 corresponde ao consumo elétrico real.  
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Determinou-se também o desvio-padrão em cada mês de modo a verificar o quão dispersos estão 

os dados de consumo obtidos relativamente aos dados de consumo real. Para o cálculo utilizou-se a 

seguinte equação: 

 

 
𝜎 [%] =

|𝐸𝑝𝑟𝑜𝑑 − 𝐸𝑐𝑜𝑛𝑠|

𝐸𝑐𝑜𝑛𝑠
̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅

 

 

(4) 

 

Equação 3.2 - Desvio-Padrão em percentagem 

 

em que 𝜎 é o desvio padrão, |𝐸𝑝𝑟𝑜𝑑 − 𝐸𝑐𝑜𝑛𝑠| é o modulo entre a energia produzida no cenário 

de referência e a energia consumida no mesmo cenário e 𝐸𝑐𝑜𝑛𝑠
̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅   é a média aritmética do consumo mensal. 

Nas tabelas 3.1 e 3.2 é possível visualizar o erro relativo e o desvio-padrão em cada mês do ano, 

respetivamente: 

 

 

 

 

 

Tabela 3.1 - Erro Relativo entre o cenário de referência e o cenário real 

 

Meses 
Erro Relativo em relação ao consumo 

mensal real [%] 

Jan 7,4 

Fev 9,6 

Mar 0,7 

Abr 1,2 

Mai 3,9 

Jun 2,4 

Jul 6,6 

Ago 7,6 

Set 5,1 

Out 2,2 

Nov 0,5 

Dez 6,8 

Média Anual 4,5 
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Tabela 3.2 - Desvio Padrão em relação ao consumo mensal 

 

Meses Desvio Padrão (%) 

Jan 4,1 

Fev 0,2 

Mar 0,8 

Abr 0,5 

Mai 4,1 

Jun 3,6 

Jul 0,5 

Ago 1,2 

Set 0,7 

Out 2,8 

Nov 2,9 

Dez 0,7 

Média Anual 1,9 

 

 

Visualizando as tabelas acima verifica-se um erro relativo médio anual de 4,5 % e um desvio – 

padrão médio anual de 1,9% que se consideram valores próximos de zero, o que mostra que os valores 

de consumo do cenário de referência não diferem dos valores de consumo elétrico real e o valor médio 

de desvio padrão mostra que os dados de consumo obtidos no cenário de referência não estão dispersos 

em relação aos valores de consumo real.  

Assim, considera-se a ferramenta de simulação EnergyPLAN válida para estimar sistemas 

elétricos futuristas para o Chipre. 

De seguida, explicar-se-á o estudo no software, através dos três cenários simulados. 

 

   

3.2.2 Exemplo do funcionamento da ferramenta EnergyPLAN através da explicação da 

execução do cenário de referência 

 

Inicialmente, como o leitor já está familiarizado, para a simulação do sistema elétrico cipriota o 

utilizador tem de obter dados de entrada. 

Iniciou-se, a simulação do cenário de referência pela inserção de dados de entrada no separador 

do consumo onde pode ser visualizado na figura seguinte: 
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Figura 3.3 - Separador do consumo elétrico, onde o EnergyPLAN executa cálculos para o consumo horário a partir do 

ficheiro de distribuição horária inserido e o consumo elétrico annual (em TWh/ano). Apesar de não ter sido estudado nesta 

dissertação, é possível estudar o consumo flexível e o consumo fixo para importação/exportação. O valor 5,08 TWh/ano foi 

calculado no Excel através dos valores de produção e consumo anual retirados da TSO do Chipre [103] 

 

 

Neste caso, como é possível verificar na figura acima o Chipre tem um consumo fixo de 5,08 

TWh/ano e no ficheiro horário de distribuição encontra-se o consumo normalizado como explicado no 

subcapítulo 2.5.  

O EnergyPLAN fará a multiplicação do valor de consumo elétrico anual por cada um dos 8784 

valores (um em cada linha de texto) do ficheiro, sendo o resultado o consumo horário. O resultado pode 

ser visualizado posteriormente no resultado da simulação. 

Como se está a estudar apenas o sistema elétrico, não foi inserido qualquer dado de entrada nos 

restantes setores (calor, indústria e transporte) no separador do consumo. No setor da produção, inseriu-

se as centrais elétricas responsáveis pela produção elétrica no país, através das respetivas capacidades e 

eficiências elétricas. Nas figuras seguintes é possível visualizar onde se insere estes dados: 
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 O sistema elétrico do Chipre atualmente tem em funcionamento centrais convencionais a 

petróleo, centrais descentralizadas de biomassa, turbinas eólicas e centrais solar PV. Na segunda 

imagem da Figura 3.4, está representada com um círculo verde os dados de entrada das centrais a 

biomassa, através da eficiência elétrica (0,34) e da capacidade instalada (13 MW). Estas centrais de 

produção combinada de calor e eletricidade são flexíveis, ou seja, funcionam em “full condensing 

mode”, quando a geração é apenas de eletricidade ou em “full cogeneration mode”, quando a geração é 

de calor e eletricidade de forma integrada. No caso desta dissertação a produção elétrica foi modelada 

em “full condensing mode”.  

Figura 3.4 - Representação das capacidades instaladas e eficiências elétricas das tecnologias de produção em 

funcionamento no Chipre nos dias atuais. As tecnologias de produção em operação no Chipre são centrais a 

biomassa, convencionais a petróleo e variáveis renováveis (eólica e solar PV).  
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No primeiro círculo verde está a capacidade instalada de centrais convencionais a petróleo (1478 

MW) e respetiva eficiência (0,34). De realçar que as centrais convencionais a petróleo em operação no 

Chipre são três (ver subcapítulo 3.2), no entanto para ser realizada a modelação em EnergyPLAN o 

autor teve de inserir a capacidade instalada no software, como se existisse apenas uma central 

convencional de petróleo. 

Para modelar as centrais renováveis variáveis é possível definir quatro funcionalidades: 

1. Capacidade instalada; 

2. Percentagem de estabilização; 

3. Distribuição horária; 

4. Fator de correção. 

 

O Chipre tem duas fontes de energia renováveis variáveis na ilha: turbinas eólicas e solar PV, 

sendo as capacidades instaladas na ilha 158 MW e 200 MW, respetivamente.  

A percentagem de estabilização é a percentagem da capacidade instalada que contribui para 

estabilização da rede elétrica (neste caso de estudo é de 0 %, pois apenas as grandes centrais 

convencionais contribuem para estabilização da rede elétrica).  

O ficheiro de distribuição horária inserido nesta secção tem o mesmo modo de funcionamento 

que o ficheiro de distribuição do consumo explicado acima. 

O fator de correção, é um valor adimensional entre 0 e 1 e ajusta o ficheiro de distribuição, 

aumentando o fator de capacidade da respetiva tecnologia de produção. Esta funcionalidade é importante 

para ajustar o fator de capacidade se estivermos a modelar por exemplo fontes de energia renováveis no 

futuro. 

Voltando às tecnologias de produção fóssil e biomassa, para haver produção de eletricidade 

Chipre necessita de importar o combustível primário de terceiros. Este combustível primário é 

especificado no separador “Fuel distribution” no software, como se pode verificar na seguinte figura: 

 

 

 
 

Figura 3.5 - Neste separador é possível especificar a quantidade de combustível primário anual de cada um dos combustíveis 

possíveis e, em que centrais elétricas e térmicas é abastecido o respetivo combustível (é possível abastecer a mesma central 

com diferentes combustíveis primários). 

 

O utilizador pode escolher o tipo de abastecimento das centrais, em dois tipos de abastecimento: 

variável ou fixo. Se o abastecimento fixo for escolhido, então o valor inserido como dado de entrada é 

o valor que a central consome durante o ano, no entanto se o abastecimento variável for escolhido então 

o combustível é proporcionalmente distribuído com outros combustíveis variáveis. 
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No caso do sistema elétrico cipriota em estudo, as centrais convencionais em operação 

funcionam a petróleo e a biomassa, logo a quantidade mínima necessária de petróleo e biomassa 

necessárias para abastecimento das centrais durante todo o ano é de 13 TWh/ano e 1 TWh/ano, 

respetivamente, sendo escolhido o abastecimento fixo. É de realçar que se a quantidade anual de petróleo 

e/ou biomassa fosse inferior aos valores acima aferidos, o software simularia importação de gás para 

atingir os requisitos mínimos de abastecimento anual. 

As centrais convencionais emitem gases de efeito de estufa para a atmosfera e o EnergyPLAN 

calcula a quantidade de CO2 emitida pelas centrais se for especificado a quantidade do gás incorporado 

no combustível. O EnergyPLAN tem disponível o separador do CO2, como se pode verificar na figura 

seguinte em que é possível inserir como dado de entrada a quantidade incorporada deste gás. 

 

 
 

Figura 3.6 - No subseparador "CO2" foi inserido o fator de emissão do petróleo em kg/GJ. O fator de emissão é um indicador 

que corresponde à relação entre a quantidade de poluição gerada e a quantidade de matéria-prima queimada/transformada. 

 

Segundo a Forest Research [112] o CO2 incorporado no petróleo é de 74 kg/GJ, emitindo 3,422 

MtonCO2 anualmente, como se pode verificar pela visualização do resultado do cenário de referência 

cipriota (ver em Anexo). 

Na parte económica da ferramenta é possível calcular os custos do sistema elétrico cipriota em 

quatro categorias de acordo com o separador da ferramenta: custos no geral, custos de investimento e 

operação e manutenção fixos, custos de combustível primário, custos de operação e manutenção 

variáveis e mercado externo de eletricidade. 

No separador “General” é onde se insere o preço do CO2, associado aos impactos negativos da 

emissão deste gás para a atmosfera e a taxa de atualização, para o cálculo da soma dos custos de 

investimento anual e fixos de operação e manutenção anual. 

No separador dos custos de investimento, insere-se como dado de entrada o capital requerido 

para a compra de determinada tecnologia (o dado de entrada é em M€/unidade, dependendo da 

tecnologia), a esperança de vida dessa tecnologia e a percentagem de investimento que diz respeito aos 

custos de operação e manutenção fixos. 



36 

 

Nos custos de combustível primário, é possível inserir como dado de entrada o preço de compra 

do combustível primário, os custos de distribuição e refinação do combustível primário, os impostos 

associados, bem como impostos sobre a eletricidade para conversão de energia. 

No separador de custos variáveis de operação e manutenção insere-se como o nome indica esses 

mesmos custos para cada tecnologia. 

No separador do mercado de eletricidade externo, é definido o preço de mercado para a 

eletricidade dependendo do tipo do mesmo. 

Nas figuras seguintes é possível visualizar os dado de entradas em alguns destes separadores 

acima mencionados, para o sistema elétrico cipriota atual: 

 

 
 

Figura 3.7 - Separador "Cost-General" onde se encontram representados o preço do CO2 [€/tCO2] e a taxa de atualização 

para o sistema elétrico cipriota. De acordo com Connoly [100] é assumida tipicamente uma taxa de atualização de 3% quando 

se simula um sistema elétrico/energético em EnergyPLAN, sendo esta a utilizada nos cenários desta dissertação.  



37 

 

 
 

Figura 3.8 - Neste separador é possível visualizar o investimento por unidade, a esperança média de vida das centrais e os 

custos de operação e manutenção em percentagem (o autor explica como chegou a estes dados de dado de entrada mais à frente 

na dissertação, em 3.2.5 ) em relação às centrais convencionais (1478 MW) e centrais de biomassa (13 MW).   

 

 

 
 

Figura 3.9 - Este separador é igual ao separador da figura anterior, no entanto relativamente às tecnologias de produção 

renovável em estudo (o autor explica como chegou a estes dados de dado de entrada mais à frente na dissertação, em 3.2.5 ). 

Atualmente no Chipre existem 158 MW de turbinas eólicas onshore e 200 MW de painéis solar PV. 
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Figura 3.10 - No separador dos custos de combustível primário e de acordo com Johnston et al. e a CDC Investment Works 

[113], [114] os dois valores correspondem ao preço dos combustíveis no mercado em €/GJ. Não se considerou custos de 

distribuição e refinaria do petróleo e biomassa, devido a não ter sido encontrado informações. Os impostos não se consideraram 

pelos mesmos motivos e em relação aos impostos de eletricidade para conversão de energia saem do âmbito do estudo desta 

dissertação.  

 

 

Se se visualizar a Figura 3.8 e Figura 3.9, o utilizador ao colocar os três dado de entradas 

necessários faz com que o EnergyPLAN calcule o custo total de investimento e os custos anuais de 

forma automática. Para o cálculo destes custos a ferramenta executa as seguintes equações de acordo 

com o exemplo seguinte: 

 

 𝐼𝑠𝑜𝑙𝑎𝑟𝑃𝑉 = 𝐶𝑠𝑜𝑙𝑎𝑟𝑃𝑉 × 𝑃𝑠𝑜𝑙𝑎𝑟𝑃𝑉  
(5) 

 

 

Equação 3.3 - Custo dos investimentos totais em M€/ano 

 

em que 𝐶𝑠𝑜𝑙𝑎𝑟𝑃𝑉 (MW) é a capacidade instalada de paineis fotovoltaicos, 𝑃𝑠𝑜𝑙𝑎𝑟𝑃𝑉 (M€/MW) é o preço 

por unidade instalada.  

 

 𝐴𝑠𝑜𝑙𝑎𝑟𝑃𝑉 =
𝐼𝑠𝑜𝑙𝑎𝑟𝑃𝑉 × 𝑖

1 − (1 + 𝑖)−𝑛
 

(6) 

 

 

Equação 3.4 - Custo dos investimentos anuais de cada tecnologia em M€/ano 

 

em que 𝐼𝑠𝑜𝑙𝑎𝑟𝑃𝑉 é o custo de investimento total, 𝑖 é a taxa de atualização e n é a esperança média 

de vida da central. 

  

 
𝐴𝑂𝑀 = 𝑃𝑂𝑀 × 𝐼𝑠𝑜𝑙𝑎𝑟𝑃𝑉  

(7) 

 

 

Equação 3.5 - Custo dos investimentos fixos de operação e manutenção de cada tecnologia em M€/ano 
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em que 𝑃𝑂𝑀 são os custos anuais fixos de operação e manutenção dado em percentagem do custo de 

investimento. 

 

3.2.3 Cenário 1  

 

O objetivo deste cenário foi verificar se é possível tornar mais sustentável o sistema elétrico 

atual do Chipre tendo em consideração as capacidades instaladas das diferentes tecnologias de produção 

que estão implementadas. 

O cenário 1 aborda a possibilidade de aumento das fontes de energia renováveis variáveis e 

diminuição das fontes de energia convencionais, nomeadamente as centrais convencionais que operam 

com recurso a petróleo, no sistema electroprodutor cipriota sem implementação de métodos de 

flexibilidade e mantendo o consumo atual do cenário anterior (consumo elétrico=5,08 TWh/ano), 

através da manipulação dos dado de entradas do cenário de referência no EnergyPLAN. 

Tendo em conta a afirmação do parágrafo anterior e sabendo que o Chipre tem uma 

disponibilidade solar significativa, considerou-se as seguintes características para o sistema 

electroprodutor cipriota no cenário 1 em relação ao cenário de referência: 

• Diminuição da capacidade das centrais convencionais em aproximadamente 46%; 

• Manteve-se a capacidade instalada das turbinas eólicas (158 MW); 

• Aumento da capacidade das centrais solar PV em aproximadamente 85%; 

• Aumento da capacidade das centrais a biomassa em aproximadamente 54%; 

 

O autor chegou aos valores de dado de entrada utilizados para simulação do cenário 1, através de 

tentativa e erro tendo em conta os alertas que a própria ferramenta gera. Uma simulação em 

EnergyPLAN, pode gerar seis tipos diferentes de alerta [99] e, com base nestes alertas o software faz 

ajustes até um resultado ser recuperado e apresentado sob a forma de página em formato PDF, podendo 

ser copiado diretamente para o Excel ou o resultado pode ser mostrado diretamente na plataforma [101]. 

Nesta dissertação, o utilizador apenas se deparou com metade dos alertas que o EnergyPLAN gera. 

O primeiro alerta é o sinal Critical excess electricity production (CEEP), que indica que existe 

produção elétrica em excesso, quando todo o consumo do sistema elétrico é aprovisionado. A ferramenta 

ajusta-se pela redução da capacidade das fontes de energia renováveis até que o sinal desapareça do 

ecrã. 

 O segundo sinal é o Grid/Stab Problem, em que a produção elétrica não atinge a produção 

mínima necessária para a estabilização da rede elétrica. Como já referido nesta dissertação e segundo 

Lund et al. [99] o software dá às centrais convencionais e às centrais de cogeração de grande-escala o 

papel de estabilizar a rede elétrica e, quando a percentagem mínima de produção elétrica em cada hora 

for atingida e proveniente das centrais acima mencionadas então o sinal irá desaparecer. 

O terceiro alerta é o PP/Import Problem, que aparece quando a capacidade das centrais 

despacháveis é insuficiente para suprir o consumo e, como consequência importa-se eletricidade. Para 

resolver o alerta, o utilizador tem de aumentar a capacidade das centrais despacháveis ou aumentar a 

capacidade da linha de transmissão [99]. 

Quando o primeiro e o terceiro alerta aparecem juntos, indica que existe excesso de eletricidade 

no sistema por parte de fontes de energia renováveis em horas que o consumo é aprovisionado e existem 

horas em que a produção renovável não é suficiente para suprimir o consumo e não existe geração 

convencional disponível para suprimi-lo, sendo o sistema elétrico obrigado a importar eletricidade. De 

modo a resolver este problema, tem de diminuir-se a capacidade das fontes de energia renováveis e 

aumentar a capacidade das centrais convencionais. 
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Após resolvidos os alertas, a simulação final do cenário l foi realizada com os valores de dado de 

entrada visualizados na tabela seguinte. É de realçar que os dado de entradas considerados para 

realização do cenário 1 são idênticos ao cenário de referência, com exceção das capacidades instaladas. 

 

 

Tabela 3.3 - Capacidades instaladas das tecnologias de produção em Chipre - Cenário 1 

 

Cenário 1 

Biomassa 

[MW] 

Eólica 

[MW] 

Solar PV 

[MW] 

Centrais Convencionais 

[MW] 

20 158 369 798 

  

3.2.4 Cenário de armazenamento de hidrogénio 

 

O aumento da percentagem de fontes de energia renovável variável numa determinada ilha é um 

desafio, devido às características transientes da produção elétrica. Para resolver estas dificuldades, é 

necessário inserir medidas de flexibilidade, como o armazenamento da energia elétrica sob a forma de 

hidrogénio. 

O objetivo do cenário de armazenamento de hidrogénio realizado nesta dissertação foi verificar 

se é possível introduzir hidrogénio no sistema electroprodutor cipriota de modo a haver um aumento da 

percentagem de fontes de energia renovável variável no Chipre para valores superiores aos simulados 

no cenário 1 e diminuição das emissões de gases de efeito de estufa, de modo a cumprir com os objetivos 

nacionais descritos no plano de energia e clima do Chipre [106].  

Para a simulação de um cenário que contenha armazenamento energético, é necessário colocar 

na ferramenta dado de entradas correspondentes ao mesmo no respetivo separador. Segundo Lund et al. 

e Connoly [1], [99], [100], o armazenamento elétrico descrito no EnergyPLAN replica o armazenamento 

hidroelétrico por bombagem, por ser considerada a forma de armazenamento mais utilizada atualmente. 

No entanto, o armazenamento pode ser utilizado para modelar qualquer tipo de armazenamento que 

tenha uma capacidade de carga e descarga (como baterias, eletrolisadores e células de combustível) e 

um dispositivo de armazenamento definido por uma capacidade. 

A simulação de armazenamento elétrico ocorre para evitar o excesso de eletricidade produzida 

pelas tecnologias de produção e o software executa o armazenamento da seguinte forma [99]: 

• Se existir excesso de eletricidade produzida (produção > consumo) a uma determinada 

hora a capacidade de armazenamento do tanque é calculada e a quantidade de 

eletricidade requerida pelo dispositivo de carga é identificado como o valor mínimo dos 

três valores seguintes: 

1. Excesso de eletricidade produzida; 

2. Capacidade de armazenamento disponível a dividir pela eficiência do 

dispositivo de carga; 

3. Capacidade máxima do dispositivo de carga. 

 

• Se por outro lado o consumo > produção a uma determinada hora, o software identifica 

a quantidade de energia no tanque de armazenamento e a eletricidade produzida na 

turbina é identificada como o menor dos seguintes três valores: 

1. Eletricidade importada ou a produção de eletricidade da central elétrica; 

2. Valor do armazenamento na hora anterior multiplicado pela eficiência da 

turbina; 

3. Capacidade máxima da turbina. 
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É de realçar que os cálculos que o software realiza são repetidos até que a quantidade de conteúdo 

armazenado no final do ano é igual à quantidade no início do ano.  

Devido às diferenças no conteúdo armazenado entre o início e o final do período de cálculo, 

podem surgir erros no próprio cálculo. Para corrigir esses erros, o cálculo é repetido até que o conteúdo 

armazenado no final seja igual ao do início. 

Na figura seguinte é possível visualizar os componentes para simular armazenamento elétrico 

em EnergyPLAN: 

 

 
 

Figura 3.11 - Representação dos dado de entradas do armazenamento de hidrogénio estudado num dos cenários desta 

dissertação. É possível visualizar que a carga (conversão de eletricidade em energia potencial) é definida por uma capacidade 

e eficiência elétrica, a descarga (conversão de energia potencial em eletricidade) é definida por uma capacidade e eficiência 

elétrica e o dispositivo de armazenamento é definido por uma capacidade. O círculo a verde no canto superior direito representa 

um número de medidas para reduzir o excesso de eletricidade produzida, sendo possível para o utilizador priorizar estas 

medidas. Segundo Lund et al. [99] para garantir estabilização da rede os autores do software EnergyPLAN sugerem que 30% 

da produção elétrica total deve ser proveniente de unidades de produção convencional. 

 

O armazenamento elétrico escolhido nesta dissertação foi utilizado para modelar um 

armazenamento de hidrogénio, em que a carga é definida como o eletrolisador (conversão de eletricidade 

em hidrogénio), a descarga é definida como a célula de combustível (conversão de hidrogénio em 

eletricidade) e o dispositivo de armazenamento é definido como um tanque de hidrogénio à superfície. 

O autor decidiu simular 306 MW de eletrolisadores e 184 MW de células de combustível 

instalados e um tanque à superfície com 2 GWh de armazenamento para o hidrogénio produzido 

disponível.  

Estes valores foram obtidos através de tentativa e erro, ou seja, aumentar a capacidade instalada 

dos eletrolisadores acima dos 306 MW e das células de combustível acima dos 184 MW produzem a 

mesma quantidade de hidrogénio, eletricidade e os custos totais aumentam significativamente. Diminuir 

a capacidade instalada dos eletrolisadores abaixo de 306 MW e abaixo dos 184 MW das células de 

combustível apesar de ser mais barato produz uma menor quantidade de hidrogénio e eletricidade. 
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Para além dos dado de entradas relativos ao separador do armazenamento de hidrogénio, teve-se 

em consideração as seguintes características para o sistema elétrico cipriota em relação ao cenário de 

referência: 

 

• Considerou-se o ano de 2022 para o futuro e, uma percentagem de aumento em relação 

ao valor de consumo real de 2,76% (igual a 5,22 TWh/ano); 

• Chipre é um país isolado e, portanto, não se encontra interconectado com países 

vizinhos; 

• Aumentou-se a capacidade instalada de solar PV em 200%; 

• Diminuição da capacidade instalada de centrais convencionais em aproximadamente 

46%; 

• Manteve-se a capacidade eólica instalada de 158 MW em relação aos dois cenários 

anteriores; 

• Aumento da capacidade instalada das centrais a biomassa em 54%; 

 

Nas tabelas seguintes é possível visualizar os dado de entradas de cariz tecnológico e económico 

considerados para a simulação do cenário de armazenamento. Alguns dado de entradas são iguais aos 

dois cenários anteriores, como os custos de importação da biomassa e do petróleo, o preço do CO2 e a 

taxa de atualização considerada para o estudo. 

 

Tabela 3.4 - Capacidades Instaladas - Dado de entradas EnergyPLAN. Os dado de entradas apresentados são o resultado da 

utilização de armazenamento energético na ilha, pois o autor conseguiu aumentar significativamente a capacidade instalada de 

solar PV.  

 

Cenário de armazenamento 

Capacidade Instalada  

Biomassa 

[MW] 

Capacidade 

Instalada Eólica 

[MW] 

Capacidade instalada 

Solar PV 

[MW] 

Capacidade instalada 

convencional 

[MW] 

20 158 600 804 

 

Tabela 3.5 - Eficiências no armazenamento - Dado de entradas EnergyPLAN. 

 

Cenário de 

armazenamento 
Eletrolisador Célula de Combustível 

Eficiência Elétrica [%] 80 60 

 

 

Tabela 3.6 – Custos das tecnologias de produção e armazenamento. Dado de entradas EnergyPLAN (ler subcapítulo seguinte 

para verificar como se chegou aos valores da tabela). Nota: Assumiu-se uma percentagem de operação e manutenção para as 

tecnologias de armazenamento de 3% pois não se encontrou qualquer custo de operação e manutenção na literatura  

 



43 

 

 

 
M€/MW 

Investimento de 

O&M [%] 
Anos 

Centrais 

Convencionais 
1,7 1,34 20 

Eólica 0,5 3,8 25 

PV 0,5 2 20 

Biomassa 1,4 1,36 20 

Eletrolisador 0,77 3 20 

Célula de 

Combustível 
2,47 3 10 

Armazenamento à 

superfície 
6 3 30 

 

Após os dado de entradas do armazenamento elétrico, juntamente com os dado de entradas acima 

mencionados realizou-se a simulação do cenário de armazenamento da dissertação em estudo (ver em 

Anexo).  

 

 

 

3.2.5 Como se determinaram os dado de entradas dos cenários em estudo? 

 

Para determinar os dado de entradas económicos dos cenários de referência, cenário 1 e do cenário 

de armazenamento introduzidos no software foram utilizados os valores de custos de investimento e 

fixos de operação e manutenção seguintes:  

  

 

Tabela 3.7 – Custos das tecnologias de produção relativos aos cenários de referência e 1 utilizados para o cálculo dos dado de 

entradas [106]. No cenário de armazenamento os custos utilizados para o cálculo dos dado de entradas das tecnologias de 

produção foram assumidos devido ao facto de no futuro seja esperado que os custos das tecnologias renováveis diminuam e 

aumentem os custos das tecnologias poluentes. Os custos utilizados para o cálculo dos dado de entradas das tecnologias de 

armazenamento do cenário de armazenamento são encontradas nos seguintes artigos [115] –[118]. 

 

 

 

Cenários 

 

Referência e 1 

 

Armazenamento 

Custos [€/kW] 
Custos de 

Investimento 

Custos 

de O&M 

Custos de 

Investimento 

Custos 

de 

O&M 

 

Centrais Convencionais 1200 16,1 1700 22 

Eólica 1394 53 500 25 

PV 863 17,3 500 5 

Biomassa 1400 19 1400 19 

Eletrolisador Alcalino - - 773 23 

Célula de Combustível - - 2472 74 

 

 

 

A partir destes valores juntamente com cálculos simples foi possível determinar os dado de 

entradas de investimento das tecnologias de produção e armazenamento. 
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Do mesmo modo, os dado de entradas do investimento económico do tanque de armazenamento 

foram realizados com base nos seguintes custos de investimento e de operação e manutenção: 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Tabela 3.8 - Custos utilizados para o cálculo do dado de entrada do tanque de armazenamento no cenário de armazenamento 

[115] e [116]  

 

Cenário de armazenamento 
Tanque 

à superficie 

Custos de Investimento [€/kWh] 6 

Custos de O&M [€/kWh] 0,18 

 

Quanto ao tipo de tecnologia de armazenamento a implementar na ilha, segundo a International 

Energy Agency [116] os eletrolisadores alcalinos, são um dos eletrolisadores mais estudados e uma das 

tecnologias mais maduras, sendo uma das opções. Apesar do eletrolisador de membrana polímera (PEM) 

também ser uma tecnologia madura [116] é economicamente mais caro que o alcalino e tem uma 

esperança de vida menor [117]. 

 Para a célula de combustível, as células de combustível de óxido de sólido são das mais utilizadas 

porque são as mais maduras no mercado e é uma tecnologia que começou a estar disponível para 

aplicações em larga-escala [118], o que torna também esta tecnologia uma das melhores opções. 

 

 

3.2.6 Análise Financeira 

 

Realizou-se uma análise financeira simples, pelo cálculo do custo de produção (LCOE e LCOH) 

de cada uma das tecnologias de produção em cada um dos três cenários estudados.  

O LCOE é um indicador competitivo segundo a agência internacional de energia (IEA) [119] e 

considera para cada tecnologia de produção, o custo de investimento anuais e os custos de operação e 

manutenção fixos. Este indicador energético é uma estimativa do custo da produção de energia e é dado 

em euro por unidade de energia produzida. 

No estudo desta dissertação, para determinar o LCOE de cada cenário utilizou-se os custos fixos 

já calculados (ver subcapitulo 3.2.2) e a eletricidade produzida de cada central em operação na ilha 

durante o ano. Através da seguinte equação calculou-se o LCOE para cada central em operação na ilha: 

 

 
𝐿𝐶𝑂𝐸 [€

𝑘𝑊ℎ⁄ ] =
(𝐴𝑖𝑛𝑣𝑒𝑠𝑡𝑖𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 + 𝐴𝑂𝑀)

𝐸𝑎𝑛𝑢𝑎𝑙

 

 

(8) 

 

Equação 3.6 - LCOE (Levelized cost of electricity) 

 

em que 𝐴𝑖𝑛𝑣𝑒𝑠𝑡𝑖𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 [€/ano] é o custo de investimento anual de uma determinada central (ver 

equação (6)), 𝐴𝑂𝑀 [€/ano] é o custo anual de operação e manutenção de cada central (ver equação (7)) 

e 𝐸𝑎𝑛𝑢𝑎𝑙 [kWh/ano] (ver Tabela 4.3) é a energia elétrica produzida por cada central ao longo do ano. 
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O LCOH é o indicador que define o custo de produção de hidrogénio verde, através de custos de 

investimento anuais e dos custos de operação e manutenção de toda a infraestrutura de produção. O 

cálculo do LCOH é semelhante ao cálculo do LCOE (ver equação (8)), no entanto o denominador é a 

produção anual de hidrogénio através dos eletrolisadores implementados na ilha. A produção anual de 

hidrogénio é calculada a partir da eletricidade em excesso (calculada pela ferramenta e dada nos 

resultados), ou seja, quando a produção é superior ao consumo.  
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4 Resultados 

4.1 Cenário de Referência 

 

Após ter disponíveis todos os dado de entradas necessários para a determinação do cenário de 

referência, realizou-se a sua simulação no EnergyPLAN.  

De acordo com os resultados da simulação do cenário de referência (ver em Anexo), a produção 

e o consumo do setor elétrico foram 5,07997 TWh/ano e 5,08002 TWh/ano, respetivamente.  

Neste cenário, a simulação da produção e do consumo de eletricidade total determinou um 

excesso de consumo de 47 MWh/ano, que não é relevante para o tamanho do sistema que se está a 

simular e, portanto, encontra-se dentro das expetativas.  

No caso do cenário de referência simulado, ao realizar-se o balanço horário durante o ano 

verificou-se que quando este não é zero, o excesso de produção ou consumo elétrico horário é de +1 

MW ou –1 MW e, segundo Connoly [100] o EnergyPLAN tem uma tolerância de ± 1 MW em que a 

casa decimal pode ser maior ou menor 0,5. 

Assim considera-se que no cenário de referência deste estudo a produção elétrica total é igual 

ao consumo elétrico total (produção = consumo = 5,08 TWh/ano). 

Os resultados dos resultados simulados do cenário de referência e dos valores reais do sistema 

elétrico atual do Chipre considerados como dado de entrada para a simulação do mesmo estão 

identificados nas seguintes tabelas: 

 

 

Tabela 4.1 - Valores reais e simulados da produção elétrica anual proveniente das tecnologias de produção implementadas em 

Chipre 

 

 
Eólica 

[GWh] 

Solar PV 

[GWh] 

Biomassa 

[GWh] 

Centrais 

Convencionais 

[GWh] 

Real 245 383 114 4343 

Simulado 235 364 114 4367 

 

 

Como é possível verificar na tabela anterior e no gráfico da potência horária média mensal da 

produção e do consumo na figura seguinte, a produção convencional produz a maior parte da eletricidade 

do sistema elétrico cipriota.  

A percentagem de eletricidade produzida por fontes de energia renováveis e as emissões de CO2 

anuais são 11,8 % e 3,422 MtonCO2, respetivamente, ou seja, valores longe das metas de 

descarbonização do Chipre [106] e insuficientes para a redução das emissões de gases de efeito de estufa 

por parte da ilha.  
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Figura 4.1 – Produção horária média mensal das diferentes tecnologias de produção e consumo horário em Chipre - 

Cenário de Referência. As centrais convencionais a petróleo são as principais fontes de produção elétrica em Chipre 

 

De acordo com o gráfico, existe uma maior quantidade de eletricidade produzida e consumida no 

verão em relação às outras estações do ano. A eletricidade produzida por fontes de energia solar PV é a 

que mais produz durante o ano das fontes de energia renováveis instaladas na ilha, porque Chipre tem 

uma maior disponibilidade solar. 

Consegue-se também aferir que ao longo do ano o consumo tem uma variabilidade significativa, 

sendo possível verificar de forma mais pormenorizada no gráfico seguinte de extremos e quartis. 

Nos meses de verão, é onde a variabilidade é mais significativa e os meses de abril e novembro 

são os meses onde a variabilidade é menos significativa.  
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Figura 4.2 – O gráfico de extremos e quartis representa a variabilidade do consumo elétrico do setor 

electroprodutor do Chipre em cada mês – Cenário de referência 

 

 

De modo a ter-se uma noção mais pormenorizada do comportamento do consumo elétrico bruto 

ao longo de um dia típico, representou-se o consumo horário médio, mínimo e máximo de cada hora do 

dia através 12 gráficos que caracterizam os doze meses do ano. 
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Figura 4.3 – Consumo elétrico bruto médio horário mínimo, máximo e respetivos quartis do sistema electroprodutor cipriota 

referente ao cenário de referência.  

 

 

Os gráficos representam o consumo elétrico bruto dos diferentes meses ao longo do ano para o 

cenário de referência. O consumo elétrico bruto é definido como toda a eletricidade que é utilizada num 

determinado país e inclui todas as perdas antes da mesma estar disponível ao consumidor final. As 

perdas incluem: perdas na geração, linhas de transmissão e distribuição e alguma eletricidade produzida 

utilizada pelas próprias centrais elétricas onsite em iluminação e outro equipamento elétrico. 

Pela visualização dos gráficos acima pode-se dividir a análise em duas partes: maio a outubro e 

de novembro a abril. Na primeira parte (maio a outubro) a curva do consumo bruto segue um padrão 

semelhante à produção solar PV, em que o consumo atinge os menores valores de madrugada, 

aumentando os seus valores e atingindo o pico durante o dia quando as pessoas seguem o seu quotidiano 

normal e diminuindo ao final da tarde. A partir daqui dá-se um ligeiro aumento dos valores em maio, 

junho, agosto, setembro e outubro e uma diminuição progressiva até ao final da noite no mês de julho.

 Na segunda parte (novembro a abril) o consumo bruto atinge os menores valores durante a 

madrugada e aumenta o mesmo durante o dia. Ao longo da tarde o consumo tem um perfil mais 

consistente e estável, contribuindo para o melhoramento da estabilização da rede elétrica e ao final da 

tarde dá-se um aumento dos valores do mesmo. Ao final da noite o consumo volta a diminuir. 

De modo a calcular a quantidade efetiva de eletricidade que é consumida em Chipre, 

determinou-se o consumo elétrico líquido do país. O consumo elétrico líquido é definido como a 

setembro outubro 

novembro dezembro 
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diferença entre o consumo elétrico bruto e a geração elétrica distribuída [120] – [124] (solar PV, eólica 

e biomassa no caso de Chipre) e é calculado subtraindo a geração distribuída ao consumo elétrico bruto. 

Permite avaliar o impacto que a energia elétrica produzida a partir de fontes de energia solar PV e 

biomassa têm no sistema elétrico e é o consumo ao qual a geração despachável (neste estudo as centrais 

convencionais a petróleo) terão de responder.  

O perfil de consumo elétrico líquido é também conhecido como duck curve e é o nome dado e 

divulgado pela primeira vez pelo sistema operador independente da Califórnia em 2013 devido ao 

gráfico do consumo ser semelhante a um pato. Tradicionalmente, a curva assemelha-se à silhueta de um 

pato, com um mergulho profundo a meio do dia e uma subida íngreme ao final da tarde. 

A energia solar PV gera eletricidade durante o dia, quando o recurso primário está disponível, 

levando a um aumento no fornecimento de energia durante esse período. No entanto, este aumento na 

produção não está alinhado com o pico do consumo, que ocorre tipicamente ao final da tarde e início da 

noite quando as pessoas regressam a casa. 

Como resultado, há uma queda significativa do consumo ao meio-dia, quando a energia elétrica 

proveniente de solar PV é abundante, seguido de um aumento acentuado do mesmo quando as pessoas 

chegam a casa ao final da tarde e utilizam a eletricidade para cozinhar, aquecimento/arrefecimento e 

iluminação. 

De seguida, estão representados os gráficos do consumo elétrico líquido para os doze meses do 

ano, para os três cenários estudados. 
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Figura 4.4 - Representação do consumo elétrico líquido médio mensal do Chipre em que é possível visualizar a proeminência 

que as fontes de energia renováveis variáveis têm no sistema elétrico cipriota. A “barriga” do pato mergulha a meio do dia 

nomeadamente no cenário 1 e no cenário de armazenamento, devido à quantidade instalada de fontes solar PV (ver 
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subcapítulos referentes aos cenários 1 e cenário de armazenamento 4.2 e 4.3, respetivamente). No cenário de referência o 

mergulho da parte da manhã não é tão acentuado nos meses de outubro a abril devido à menor capacidade instalada das 

fontes de energia renováveis variáveis em relação aos restantes cenários. De maio a setembro no cenário de referência, o 

consumo líquido não apresenta o mergulho característico na” barriga” do pato, devido a nesta altura do ano o consumo ser 

nomeadamente suprido pela produção convencional. Abril é o mês onde se verifica um maior excesso de produção elétrica 

renovável em relação ao consumo. 

 

É possível referir pela análise anterior dos gráficos que, à medida que se instala mais quantidade 

de fontes de energia renováveis variáveis no sistema elétrico (nomeadamente solar PV) a barriga do pato 

vai mergulhando mais profundamente, criando um problema potencial de geração elétrica em excesso 

durante este período, levando aos operadores de sistema a desperdiçar a eletricidade em excesso, através 

do processo chamado “curtailment”.  

De modo que o processo de “curtailment” não ocorra, é necessário implementar as medidas de 

flexibilidade mencionadas em 2.1. Nesta dissertação estudou-se o hidrogénio na forma de 

armazenamento elétrico como forma de implementação de flexibilidade do sistema elétrico (ver 

subcapítulo 4.3).  

Para se corroborar e correlacionar a produção elétrica de cada tecnologia de produção e o 

consumo elétrico bruto e perceber o comportamento do mesmo ao longo do ano, analisou-se a produção 

elétrica horária. Nos gráficos seguintes, é possível visualizar os doze gráficos representando o 

comportamento de cada tecnologia de produção ao longo do ano. 
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Figura 4.5 - Comportamento das tecnologias de produção no Chipre para o cenário de referência. A produção média da 

biomassa não está representada, devido à produção elétrica por parte desta tecnologia ser muito inferior às restantes (=13 

MW), estando sempre a produzir à potência nominal. 

 

 

De acordo com os resultados na Figura 4.5 as fontes convencionais providenciam a maior 

quantidade de eletricidade ao sistema elétrico do Chipre com as fontes de energia renovável a 

representarem uma maior quantidade nos meses de primavera e verão. 

Nos meses de verão (junho-setembro), a produção elétrica aumenta significativamente e, as 

possíveis explicações para este aumento, para a produção no verão ser superior ao resto do ano são as 

temperaturas elevadas que se fazem sentir em Chipre. O aumento das temperaturas tem como 

consequência, a afluência de pessoas para turismo, o que sugere a operação dos ar-condicionado para 

climatização durante o dia.         

 De modo a comprovar que as temperaturas médias em Chipre são elevadas no verão, consultou-

se a documentação histórica do estado do tempo no site do EnergyPlus  [125] que contém dados de 

temperatura publicados pela International Weather for Energy Calculations (IWEC). As temperaturas 

durante o ano podem ser visualizadas nos seguintes gráficos: 
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Figura 4.6 - Os gráficos representam a temperatura seca durante o ano. Como se pode verificar pela visualização dos gráficos, 

as temperaturas no verão em Chipre são superiores em relação às temperaturas nos restantes meses do ano. 

 

 

De acordo com a Figura 4.6, Chipre é um país onde ao longo do ano o ar é seco e ocorrem 

temperaturas normais para um país mediterrâneo.  

No próximo subcapítulo, apresentar-se-á os resultados do cenário 1 e verificar-se-á se é possível 

aumentar as fontes de energia renováveis no sistema electroprodutor e diminuir as fontes poluidoras de 

eletricidade. 

 

4.2 Cenário 1 

 

Para o cenário 1, o objetivo é verificar se é possível aumentar a capacidade instalada das 

fontes de energia renováveis variáveis e diminuir a capacidade instalada das fontes de energia 

convencionais que estão atualmente implementadas na ilha.    

 Realizou-se a simulação em EnergyPLAN e de acordo com os resultados, obteve-se melhorias 

em termos da penetração de renováveis. Na tabela seguinte apresenta-se a produção anual em GWh de 

cada tecnologia de produção. 
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Tabela 4.2 - Comparação da produção elétrica do cenário 1 com a produção elétrica do cenário de referência. Como se pode 

visualizar existe um aumento de 307 GWh/ano na produção elétrica proveniente de painéis solar PV e um aumento de 62 

GWh/ano proveniente de biomassa. Em contrapartida, existe uma diminuição de 369 GWh/ano de eletricidade proveniente de 

fontes de energia convencionais. 

 

Produção renovável e convencional das tecnologias de produção implementadas em Chipre [GWh/ano] 

 

 
Eólica PV Biomassa 

Centrais 

Convencionais 

Cenário de referência 235 364 114 4367 

Cenário 1 235 671 176 3998 

     

 De acordo com os resultados apresentados pelos resultados (ver em Anexo) a percentagem de 

eletricidade produzida a partir de fontes de energia renovável variável aumentou para os 18 % 

(aumento de 53% em relação ao cenário de referência), as emissões anuais de CO2 diminuíram para os 

3,133 MtonCO2 (diminuição de 9,2 % em relação ao cenário de referência) e a produção anual de 

eletricidade por fontes de energia convencionais diminuiu 8% em relação ao cenário de referência.

 Nas figuras seguintes, é possível visualizar a produção mensal durante o ano de cada 

tecnologia de produção instalada na ilha e o consumo elétrico e a produção horária média mensal de 

cada tecnologia de geração, respetivamente: 
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Figura 4.7 - Produção horária mensal das diferentes tecnologias de produção e consumo horário em Chipre - Cenário 1. O 

consumo elétrico anual é igual à produção elétrica anual total (=5,08 TWh/ano) e é o mesmo do cenário de referência. É de 

notar que a biomassa produz sempre à potência nominal (=20 MW) durante todo o ano. 
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Figura 4.8 - Produção média horária de cada uma das tecnologias de produção instaladas na ilha. Existem centrais de 

biomassa instaladas na ilha (20 MW), estando as mesmas a produzir à potência nominal durante as 24 h. É possível verificar 

que abril é o único mês em que a produção elétrica solar PV (durante o dia.) atinge maiores valores comparativamente à 

produção elétrica convencional.  

 

 Pela análise dos gráficos é possível aferir que, como esperado a produção elétrica devido às 

fontes de energia renovável variável aumentou, principalmente a eletricidade produzida por solar PV e 

a produção elétrica fóssil diminuiu.        

 O mês de abril é o único mês que ao longo da tarde, a produção elétrica devido às centrais solar 

PV atingem valores superiores à produção convencional.      

 Durante o ano, a produção de eletricidade pelas fontes convencionais de energia supre a maior 

parte do consumo elétrico da população cipriota, sendo que as fontes solar PV também contribuem para 

a produção durante o dia (8-17 h) e a eólica contribui durante as 24 h, no entanto esta última em menor 

quantidade.           

 Não foi possível diminuir consideravelmente a produção elétrica convencional e aumentar ainda 

mais a produção elétrica renovável devido aos alertas referidos no método, ou seja, se se instala uma 

maior quantidade de fontes de energia renovável, tem-se excesso de eletricidade em relação ao consumo 

e, visto que Chipre é um país isolado não é possível exportar essa energia em excesso. Como neste 

cenário não existem indicadores de flexibilidade, é impossível obter-se uma capacidade renovável 

instalada na ilha superior, sem desperdiçar a eletricidade em excesso (processo conhecido como 

curtailment).            

 Por outro lado, diminuir ainda mais a capacidade fóssil instalada não é possível pois em certas 

horas ao longo do ano a produção elétrica renovável é insuficiente para suprir o consumo. 

 De acordo com os resultados do cenário 1, é possível descarbonizar o sistema elétrico cipriota, 

no entanto para ser possível aumentar ainda mais a produção elétrica proveniente de fontes de energia 

setembro outubro 

novembro dezembro 
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renováveis variáveis é necessário implementar indicadores de flexibilidade, como o armazenamento de 

hidrogénio. 

Com a introdução do armazenamento de hidrogénio no sistema elétrico cipriota, torna-se 

possível armazenar o excesso de energia elétrica gerada durante certas horas e utilizá-la quando o 

consumo é superior à produção. Ao realizar esta implementação no Chipre, o sistema de armazenamento 

ajudará no balanço entre a produção e o consumo da eletricidade na rede, esperando-se uma contribuição 

mais acentuada das fontes de energia renováveis variáveis.      

 No próximo subcapítulo verificar-se-á se a introdução de hidrogénio sob a forma de 

armazenamento físico é uma boa escolha como indicador de flexibilidade e se é possível a sua 

implementação a nível tecno-económico.   

 

4.3 Cenário de armazenamento 

 

Como aferido em 3.2.4 realizou-se um estudo sobre qual impacto do armazenamento de 

hidrogénio no sistema electroprodutor cipriota num ano futuro utilizando o EnergyPLAN como 

ferramenta de modelação.  

De acordo com o PNEC do Chipre [106] prevê-se a utilização de apenas duas opções de 

armazenamento para o futuro: armazenamento elétrico através de baterias iões-lítio e armazenamento 

hidroelétrico por bombagem. 

O resultado da produção elétrica anual por parte das tecnologias de produção implementadas em 

Chipre neste cenário é de 5,26 TWh/ano, ou seja, existe um excesso de produção de 0,04 TWh/ano, pelo 

que é necessário armazenamento de hidrogénio. Este excesso é maioritariamente devido ao aumento da 

capacidade instalada dos painéis solar PV na ilha (ver Tabela 3.4). A produção elétrica por tecnologia 

está apresentada na tabela seguinte. 

  

 

Tabela 4.3 - Comparação da produção elétrica por parte das diversas tecnologias de produção implementadas na ilha. Com o 

aumento das centrais solar PV instaladas na ilha e integração de tecnologias de armazenamento, aumentou-se a produção 

elétrica proveniente de fontes solar PV em 996 GWh/ano em relação ao cenário de referência e 689 GWh/ano em relação ao 

cenário 1. A produção elétrica fóssil diminuiu a sua produção em 875 GWh/ano em relação ao cenário de referência e em 506 

GWh/ano em relação ao cenário 1. 

 

Produção renovável e convencional das tecnologias de produção implementadas em Chipre [GWh/ano] 

 

 
Eólica PV Biomassa 

Centrais 

Convencionais 

Cenário de referência 235 364 114 4367 

Cenário 1 235 671 176 3998 

Cenário de 

Armazenamento 
235 1360 176 3492 

 

 

A produção elétrica proveniente de centrais solar PV e biomassa aumentou em 274% e 54% em 

relação ao cenário de referência e cenário 1, respetivamente. A produção relativa a centrais 

convencionais teve uma diminuição de 20% em relação ao cenário de referência. 

A implementação de um indicador de flexibilidade na ilha tem um impacto significativo na 

descarbonização do sistema electroprodutor cipriota, já que ao visualizar os resultados da simulação em 
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anexo, houve uma diminuição de 20% e 13% das emissões de CO2 para a atmosfera em relação ao 

cenário de referência e cenário 1, respetivamente. Ao mesmo tempo, houve um aumento da percentagem 

de fornecimento de energia elétrica a partir de fontes de energia renováveis variáveis em 156% e 68% 

em relação ao cenário de referência e ao cenário 1, respetivamente.  

Nas figuras seguintes e de acordo com o resultado da simulação realizada no EnergyPLAN, é 

possível visualizar a produção e o consumo anual divididos pelas diferentes tecnologias de geração, com 

o gráfico da potência horária média mensal da produção e do consumo para 2022 e os doze gráficos que 

representam a produção média horária das tecnologias de produção e armazenamento instaladas na ilha: 
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Figura 4.9 - Produção elétrica média mensal das tecnologias de produção implementadas na ilha e respetivo consumo do 

sistema electroprodutor cipriota – cenário de armazenamento. 
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Figura 4.10 - Produção média horária das tecnologias de produção e armazenamento instaladas na ilha no ano de 2022. As 

tecnologias de armazenamento operam quando existe excesso de produção elétrica por parte das fontes de energia renováveis 

ou o consumo é superior à produção. A produção elétrica por parte das centrais a biomassa não está inserida nos gráficos 

devido à escala, no entanto o leitor já se encontra familiarizado que as centrais a biomassa produzem sempre à potência 

nominal (20 MW). No período entre as 10–16 h a produção elétrica por parte das centrais solar PV é superior à produção 

elétrica por parte das centrais convencionais durante todo o ano. O consumo bruto médio elétrico tem valores superiores aos 

cenários analisados anteriormente, manifestando o mesmo perfil que os cenários de referência e cenário 1. 

  

De acordo com os gráficos apresentados na figura anterior, verifica-se que da geração elétrica 

produzida por fontes de energia renováveis e, tal como previsto as fontes de energia solar PV, são as 

que mais contribuem para equilibrar o consumo, apresentando valores de pico de produção no Verão 

próximos dos 500 MW a meio do dia, onde se produz mais.  

A produção de eletricidade proveniente de turbinas eólicas apresentam valores mais ou menos 

constante ao longo do ano.  

 As centrais convencionais produzem durante as 24 h estando a sua produção dividida em três 

fases: para suprir o consumo mínimo durante a madrugada, para suprir o consumo durante o dia em 

horas em que as fontes de energia solar PV não estão a produzir e não existe eletricidade armazenada 

no tanque de armazenamento e nas horas ao final do dia para suprir o consumo quando o recurso 

primário não está disponível e não existe hidrogénio disponível no tanque de armazenamento. 

O eletrolisador armazena energia elétrica, apenas quando existe excesso de produção em relação 

ao consumo. Na ilha o eletrolisador opera maioritariamente nos meses de fevereiro até maio (em abril 

atinge o pico de produção de hidrogénio) e a operação é menos significativa nos meses de outubro a 

dezembro.  

setembro outubro 
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A célula de combustível, por outro lado só inicia a operação quando a uma determinada hora o 

consumo é superior à produção elétrica. Quando acontece, o hidrogénio produzido no eletrolisador e 

armazenado no tanque à superfície é utilizado até que os níveis de produção atinjam os do consumo. Na 

ilha, as células de combustível atingem o máximo de produção média de 100 MW em abril e encontram-

se em operação nos meses de fevereiro a junho e de outubro a dezembro. O mês de abril é o único mês 

onde existem dois períodos (manhã e tarde) em que o consumo é superior à produção elétrica.  

Durante o ano produziu-se um total de 1970 tonH2/ano devido aos 82,06 GWh/ano de 

eletricidade em excesso e as células de combustível produziram 39,39 GWh/ano de eletricidade para 

suprir o consumo. Segundo a agência internacional de energia [126]  a produção global de hidrogénio 

atingiu 21 MtonH2 em 2021, ou seja, a percentagem de hidrogénio produzido no país é de 0,01% em 

relação à produção global, um valor muito baixo. 

Na figura seguinte está representada a quantidade de hidrogénio produzida pelos eletrolisadores 

e consumida pelas células de combustível ao longo do ano. 
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Figura 4.11 – Representação da eletricidade em excesso utilizada no eletrolisador para produção de hidrogénio e da 

eletricidade produzida pelas células de combustível. Como é possível visualizar, a operação do eletrolisador ocorre 

maioritariamente na Primavera. A linha a laranja representa o consumo de eletricidade proveniente do hidrogénio 

armazenado no tanque de armazenamento e utilizado na célula de combustível. Nos meses de verão até outubro não existe 

produção de hidrogénio, pois não existe eletricidade em excesso e a célula de combustível não se encontra em operação pois 

a produção elétrica iguala o consumo elétrico durante o ano, corroborando os gráficos da Figura 4.10.  

 

 

 Anteriormente à simulação ser realizada, foi colocado como opção no dado de entrada que os 

eletrolisadores e as células de combustível, não operassem ao mesmo tempo. Assim, quando existe 

produção de eletricidade em excesso esta é transportada para o eletrolisador para produção de hidrogénio 

e armazenado no tanque. Quando o consumo supera a produção total o hidrogénio armazenado é 

distribuído para as células de combustível, onde é transformado em eletricidade para suprir o consumo. 

 O papel do armazenamento é significativo tornando o sistema elétrico flexível, tendo um 

impacto positivo no modo como os cidadãos consomem energia, isto é, tornando maior a percentagem 

da eletricidade consumida proveniente de fontes de energia renováveis. 

 De forma a verificar se é possível realmente implementar no Chipre as tecnologias de 

armazenamento e aumentar consideravelmente a capacidade instalada de fontes de energia renováveis 
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variáveis, de forma que corrobore com a simulação é necessário realizar uma análise financeira dos três 

cenários em estudo.  

 

4.4 Análise Financeira 

Este subcapítulo tem o intuito de providenciar uma análise financeira para os três cenários 

analisados, de acordo com o resultado dos mesmos e com a metodologia utilizada (ver subcapítulo 

3.2.6). 

Para além dos parâmetros tecno-económicos (ver subcapítulo 3.2.2) em que se analisou os custos 

investimento ([€/kW] e [€/kWh]) e os custos de operação e manutenção ([€/kW] e [€/kWh]), nesta 

secção apresentar-se-á para cada cenário os resultados relativos ao levelized cost of electricity (LCOE 

anual), emissões totais de CO2 [MtonCO2], custos anuais relativos à importação de combustíveis [M€].  

Com base na equação para cálculo do LCOE (ver equação (8)) foi possível calcular o LCOE de 

cada central e de seguida calcular o LCOE médio de cada cenário. Nas tabelas seguintes estão presentes 

os custos fixos determinados para cada cenário: 

 

 

Tabela 4.4 - Custos fixos para o cenário de referência. Utilizados para o cálculo do LCOE do cenário de referência 

 

Cenários 

 

Referência 

 

1 Armazenamento 

Custos Fixos [M€] 𝐴𝑖𝑛𝑣𝑒𝑠𝑡𝑖𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝐴𝑂𝑀 𝐴𝑖𝑛𝑣𝑒𝑠𝑡𝑖𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝐴𝑂𝑀 𝐴𝑖𝑛𝑣𝑒𝑠𝑡𝑖𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝐴𝑂𝑀 
 

Centrais Convencionais 119 24 64 13 92 18 

Eólica 13 8 13 8 5 4 

PV 12 3 21 6 20 3 

Biomassa 1 0 2 0 2 0 

 

 

Tabela 4.5 - Representação do LCOE médio de cada um dos três cenários. Através da equação foi possível calcular o LCOE 

de cada grupo de centrais elétricas implementadas na ilha e, posteriormente determinou-se através da média aritmética dos 

quatro grupos de centrais o LCOE médio. O cenário de armazenamento de acordo com o estudo nesta dissertação é o que tem 

o custo de eletricidade por unidade de eletricidade produzida mais barato. 

 

[€/kWh] 𝑳𝑪𝑶𝑬̅̅ ̅̅ ̅̅ ̅̅  

Cenário de Referência 0,043 

Cenário 1 0,040 

Cenário de armazenamento 0,025 

 

 

Os custos variáveis, constituídos pelo custo das emissões de CO2 e pelos combustíveis fósseis 

também diferem nos três cenários, como se pode visualizar de seguida: 
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Tabela 4.6 - Os custos variáveis são menores no cenário de armazenamento, ou seja, mais barato 24 M€ em relação ao 

cenário de referência. Esta diminuição nos custos variáveis é devido ao aumento das fontes de energia renováveis variáveis 

na ilha, nomeadamente de centrais solar PV e à diminuição das centrais convencionais na ilha. Os custos dos combustíveis 

primários são superiores no cenário 1 em relação ao cenário de referência devido ao aumento do número das centrais de 

biomassa neste cenário. 

 

Custos Variáveis [M€/ano] 
Combustíveis Primários 

(Petróleo + Biomassa) 

Cenário de Referência 286 

Cenário 1 290 

Cenário de armazenamento 262 

 

  

 Os combustíveis importados utilizados nas centrais convencionais e biomassa têm os seguintes 

custos associados: petróleo com um custo de 240 M€ e a biomassa com um custo de 45 M€ no cenário 

de referência. No cenário 1, o petróleo tem um custo de 220 M€ e a biomassa de 70 M€ e no cenário de 

armazenamento o petróleo tem um custo de 192 M€ e a biomassa de 70 M€. 

 Estes custos anuais do petróleo e biomassa são calculados pelo software multiplicando o 

combustível utilizado pelas centrais convencionais/biomassa pelos preços de mercado mundial inseridos 

como dado de entrada no separador “Fuel” (ver Figura 3.10).   

 De seguida calculou-se o custo da produção de hidrogénio anual através da determinação do 

levelized cost of hydrogen do cenário de armazenamento. De acordo com os cálculos no Excel, a 

produção anual de hidrogénio pelos eletrolisadores implementados na ilha é de 1970 tonH2/ano. 

 Na tabela seguinte é possível verificar os custos fixos do eletrolisador utilizados para o cálculo 

do LCOH.  

 

  

Tabela 4.7 - Custos fixos dos eletrolisadores implementados em Chipre no cenário de armazenamento. Estes valores foram 

calculados com base nas equações (6) e (7) e são valores aproximados. 

 

Cenário de armazenamento - Custos 

Fixos [M€] 
𝐴𝑖𝑛𝑣𝑒𝑠𝑡𝑖𝑚𝑒𝑛𝑡𝑜 𝐴𝑂𝑀 

Eletrolisador 16 7 

 

 

 Aplicando a equação (8), conclui-se que o cenário de armazenamento tem um LCOH de 12,9 

€/kgH2. 
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5 Conclusões 

 

Atualmente, vive-se uma época de transição na forma como se produz e se utiliza/consome 

energia elétrica. Enquanto existem países que estão avançados em relação à transição energética, outros 

como Chipre que produzem eletricidade maioritariamente através de fontes de energia poluentes, estão 

relativamente atrasados neste processo. 

Ao mesmo tempo assiste-se ao nascimento de diversos debates acerca do possível 

desenvolvimento de uma economia de hidrogénio, acerca da possibilidade do mesmo se tornar um dos 

principais competidores no setor da energia.  

Esta dissertação teve como principal objetivo verificar se a introdução do vetor hidrogénio como 

principal fonte de armazenamento elétrico num país isolado como Chipre no sistema electroprodutor 

seria possível em termos tecno-económicos. Para isso, analisou-se através do software de simulação 

EnergyPLAN três diferentes cenários: cenário de referência, cenário 1 e o cenário de armazenamento. 

O cenário de referência representa o sistema elétrico atual em Chipre e projeta o sistema elétrico 

em 2022, servindo de comparação para os restantes cenários simulados. 

No cenário 1, analisou-se a possibilidade de aumentar as fontes de energia renováveis e diminuir 

as fontes de energia convencionais, tendo em conta a capacidade instalada atualmente em Chipre sem 

utilização de indicadores de flexibilidade. Com este aumento foi possível tornar o sistema elétrico mais 

sustentável, diminuindo as emissões de GEE e aumentando a percentagem de eletricidade produzida a 

partir de VREs. 

No cenário de armazenamento, analisou-se a possibilidade de aumento de VREs em relação à 

capacidade instalada no cenário 1 para o ano de 2022, com utilização de tecnologias de armazenamento 

para aumento de flexibilidade do sistema elétrico. Verificou-se um aumento da percentagem de 

eletricidade produzida a partir de VREs e uma diminuição ainda mais significativa de emissões de GEE. 

Quanto ao EnergyPLAN, é de referir também que a eletricidade produzida em excesso 

armazenada sob a forma de H2 no cenário de armazenamento não é 100 % verde, dado que o 

EnergyPLAN não distingue se a eletricidade em excesso é produzida por VREs ou por fontes poluentes. 

Os custos económicos associados a cada cenário são significativos, mas importantes para a 

fiabilidade da transição energética. Comparou-se os três diferentes cenários através dos custos totais 

anuais, sendo estes a soma dos custos fixos e dos custos variáveis 

Verificou-se que se não se considerar a introdução de tecnologias de armazenamento no último 

cenário, à medida que se aumenta as VREs no sistema elétrico e diminui-se as fontes poluentes o cenário 

de armazenamento torna-se o mais barato (cerca de 407 M€/ano, mais barato que os 466 M€/ano do 

cenário base e os 418 M€/ano do cenário 1). No entanto, se se considerar o custo real do cenário com a 

introdução de tecnologias de armazenamento, este tem um custo total associado de 497 M€, cerca de 79 

M€ mais caro que o cenário 1 e 31 M€ mais caro que o cenário base. 

Por outro lado, se se analisar apenas o parâmetro LCOE dos três diferentes cenários, é visível que 

o projeto de implementação do cenário de armazenamento é viável pois tem um custo médio de 0,025 

€/kWh, menos 18 cêntimos que o cenário base e 15 cêntimos mais barato que o cenário 1. Ao comparar 

este valor com os dados de LCOE da agência internacional da energia para 2020 [127] em países com o 

mesmo clima é visível que o valor é mais barato. 

Já o custo de produção de hidrogénio é diferente, ou seja, segundo a revisão de hidrogénio global 

de 2022 da Agência Internacional de Energia [126] o hidrogénio produzido por eletrólise da água teve 

um custo médio anual entre 3,67-8,26 [€/kgH2], enquanto o resultado do LCOH do estudo desenvolvido 

nesta dissertação foi de 12,9 €/kgH2 um valor alto em comparação com a revisão. 

Com os resultados desta dissertação conclui-se que as tecnologias de armazenamento têm um 

peso económico significativo para o aumento de VREs no sistema elétrico o que, espelha ainda a 
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inexistência de uma economia do hidrogénio estabelecida e funcional no mundo, pelo que por enquanto 

não seria viável a implementação de hidrogénio como principal fonte de armazenamento em larga-

escala.  

 

5.1 Recomendações para trabalho futuro e limitações da dissertação 

De modo a melhorar a análise do caso de estudo desta dissertação, sugiro as seguintes propostas 

para trabalho futuro: 

 

• Dimensionar ao certo e, de acordo com o terreno disponível em Chipre se as capacidades 

instaladas das tecnologias de produção modeladas no cenário 1 e cenário de 

armazenamento são as corretas, utilizando por exemplo o software GIS; 

• De acordo com o PNEC cipriota [106] espera-se a interconexão de Chipre a países como 

Grécia e Israel. Verificar e analisar o papel desta interconexão na flexibilidade do sistema 

elétrico do Chipre, comparando com a tecnologia de armazenamento estudada nesta 

dissertação; 

• Analisar e comparar outras formas de armazenamento energético à tecnologia de 

armazenamento estudada nesta dissertação, como por exemplo a utilização de baterias 

em larga-escala e medidas de DSM; 

• Analisar o sistema elétrico em 2050 para Chipre e verificar se é possível dimensionar um 

sistema elétrico 100 % renovável para o mesmo, por exemplo com a substituição das 

fontes convencionais fósseis por centrais hidroelétricas reversíveis; 

• Realizar o estudo para outras ilhas off-grid que apresentem climas diferentes. Assim, 

consegue-se verificar o papel que o clima tem no armazenamento elétrico em sistemas 

elétricos sustentáveis e comparar com o clima mediterrâneo do estudo realizado nesta 

dissertação; 

• Analisar o potencial da implementação e impacto no sistema elétrico de outras 

tecnologias de produção, nomeadamente de turbinas eólica offshore; 

• Analisar outros setores do sistema energético cipriota, como o setor dos transportes (com 

implementação da tecnologia V2G) e o setor do calor e ver como se complementam com 

o sistema elétrico analisado nesta dissertação. 

 

As limitações da dissertação em estudo incluem: 

 

• Os custos assumidos para as tecnologias de produção em 2022, podem não ser os mais 

corretos. Devia ter-se assumido os custos projetados para o cenário de armazenamento 

de uma entidade fidedigna como a EU Reference Scenario Cost Projections [128]; 

• A validação do software EnergyPLAN poderia ser mais específica e robusta; 

• Para mitigar as limitações do software EnergyPLAN, poderia acoplar-se com outro 

ferramenta. O EnergyPLAN simula cenários para implementação do sistema elétrico, no 

entanto como é uma ferramenta de simulação não produz uma solução ótima de 

implementação. A solução ótima pode ser encontrada utilizando como complemento ao 

EnergyPLAN uma ferramenta de otimização. Este software otimizava os cenários 

simulados em EnergyPLAN e escolhia o cenário ótimo como solução;  

• Deveria ter-se considerado os custos da água utilizada pelos eletrolisadores no processo 

de produção de H2; 
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• Não foram avaliados a magnitude dos impactos sociais, como impactos visuais, ruído e 

do uso do solo das tecnologias de produção e armazenamento a instalar. 
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7 Anexos 

 

 
 

Figura 7.1 - Exemplo onde é possível visualizar onde se encontra o dado de entrada para modificar o ficheiro de texto 

correspondente à distribuição horária (ver seta verde). 
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Figura 7.2 –Resultado do cenário de referência. Os círculos verdes fazem referência aos indicadores energéticos estudados 

nesta dissertação, como a eletricidade consumida e produzida pelas diferentes tecnologias de produção. É possível ver os 

resultados referentes ao consumo de combustível primário das centrais convencionais e de biomassa (TWh/ano), bem 

como da produção elétrica renovável (TWh/ano). No canto inferior direito é possível visualizar a quantidade de CO2 

emitido por ano em Mton. 
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Figura 7.3 – Segunda folha do resultado do cenário de referência. Os círculos verdes no canto superior direito especificam 

a quantidade de eletricidade produzida por cada tecnologia de produção renovável (eólica e solar PV). O círculo do meio 

representa os custos anuais que o software simulou e em baixo está representado a percentagem de eletricidade produzida 

por VREs no sistema elétrico do Chipre. 
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Figure 7.4 – Resultado do cenário 1. Os círculos verdes fazem referência aos indicadores energéticos estudados nesta 

dissertação, como a eletricidade consumida e produzida pelas diferentes tecnologias de produção. É possível ver os 

resultados referentes ao consumo de combustível primário das centrais convencionais e de biomassa (TWh/ano), bem como 

da produção elétrica renovável (TWh/ano). No canto inferior direito é possível visualizar a quantidade de CO2 emitido por 

ano em Mton. 
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Figura 7.5 - Segunda folha do resultado do cenário 1. O círculo verde no canto superior direito especifica a quantidade de 

eletricidade produzida por cada tecnologia de produção renovável (eólica e solar PV). O círculo do meio representa os 

custos anuais que o software simulou e em baixo está representado a percentagem de eletricidade produzida por VREs no 

sistema elétrico do Chipre. 
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Figura 7.6 - Resultado do cenário de armazenamento. Os círculos verdes fazem referência aos indicadores energéticos 

estudados nesta dissertação, como a eletricidade consumida e produzida pelas diferentes tecnologias de produção. É possível 

ver os resultados referentes ao consumo de combustível primário das centrais convencionais e de biomassa (TWh/ano), bem 

como da produção elétrica renovável (TWh/ano). No canto inferior direito é possível visualizar a quantidade de CO2 emitido 

por ano em Mton. 
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Figura 7.7 - Segunda folha do resultado do cenário de armazenamento. Os círculos verdes no canto superior direito especificam 

a quantidade de eletricidade produzida por cada tecnologia de produção renovável (eólica e solar PV). O círculo do meio 

representa os custos anuais que o software simulou e em baixo está representado a percentagem de eletricidade produzida por 

VREs no sistema elétrico do Chipre. 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 


