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Resumo

O presente trabalho, desenvolvido no &mbito da Unidade Curricular “Disserta¢do/Estagio”, tem
como objetivo a avaliagdo econdmica de projetos de energia edlica offshore flutuante, no
contexto da transicdo energética. E realizado um enquadramento da energia edlica offshore a
nivel europeu, incluindo a evolugdao do mercado, o contexto politico, as principais solugdes
tecnolédgicas e as componentes de custo: Development Expenditure (DEVEX), Capital

Expenditure (CAPEX), Operational Expenditure (OPEX) e Decommissioning Costs (DECOM).

A metodologia de célculo do Custo Nivelado de Energia (LCOE) baseia-se numa abordagem de
Fluxo de Caixa Descontado (DCF) e foi implementada em ambiente Microsoft Excel. O modelo
integra as principais componentes técnico-econdmicas do projeto, especialmente os custos

CAPEX, OPEX, Producdo Anual de Energia (AEP) e parametros financeiros.

A metodologia assume um carater paramétrico, possibilitando a analise de sensibilidade ao
impacto isolado de varidveis-chave, como a distancia a costa, a profundidade da dgua e a
poténcia instalada, constituindo assim uma ferramenta de apoio a avaliacdo econdémica de
projetos edlicos offshore. A sua aplicacdo a diferentes cenarios evidenciou que a distancia a
costa constitui o principal fator de aumento do LCOE, podendo originar variagdes superiores a
40 €/MWh, enquanto a profundidade apresenta um impacto moderado. Por outro lado, o
aumento da poténcia instalada permite reduzir o LCOE em cerca de 15 a 17 €/MWh, refletindo

o efeito das economias de escala.

Os resultados demonstram que os projetos de energia edlica offshore flutuante apresentam,
nas condig¢Bes atuais, custos superiores aos precos de mercado, evidenciando a necessidade de
mecanismos de apoio e evolugdo tecnoldgica para garantir a sua viabilidade econdmica. Este
trabalho contribui para a compreensdao dos principais fatores que influenciam o custo da
energia offshore e apoia a tomada de decisdo no planeamento e desenvolvimento de projetos

no contexto da transi¢do energética.

Palavras-chave: Avaliagdo econdmica, Custo nivelado de energia, Energia edlica offshore, Fluxo
de caixa descontado, Plano de Afetacdo para as Energias Renovaveis Offshore






Abstract

The present work, developed within the scope of the Curricular Unit "Dissertation/Internship",
aims to carry out the economic assessment of floating offshore wind energy projects, within
the context of the energy transition. An overview of offshore wind energy at the European level
is provided, including market developments, the policy context, the main technological
solutions, and the cost components: Development Expenditure (DEVEX), Capital Expenditure

(CAPEX), Operational Expenditure (OPEX), and Decommissioning Costs (DECOM).

The methodology for calculating the Levelised Cost of Energy (LCOE) is based on a Discounted
Cash Flow (DCF) approach and was implemented in Microsoft Excel. The model integrates the
main techno-economic components of the project, particularly the CAPEX and OPEX costs,

Annual Energy Production (AEP), and financial parameters.

The methodology is parametric in nature, enabling a sensitivity analysis of the isolated impact
of key variables, such as distance to shore, water depth, and installed capacity, thus constituting
a tool to support the economic assessment of offshore wind projects. Its application to different
scenarios showed that distance to shore is the main driver of LCOE increases, potentially causing
variations of more than 40 €/MWh, while water depth has a moderate impact. On the other
hand, increasing installed capacity allows for a reduction in LCOE of approximately 15 to 17

€/MWh, reflecting the effect of economies of scale.

The results show that floating offshore wind energy projects currently have costs above market
prices, highlighting the need for support mechanisms and technological advancement to ensure
their economic viability. This work contributes to the understanding of the main factors
influencing the cost of offshore wind energy and supports decision-making in project planning

and development within the context of the energy transition.

Keywords: Economic assessment, Levelised Cost of Energy, Offshore wind energy, Discounted

cash flow, Offshore Renewable Energy Allocation Plan
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1 Introducao

A expansdo da energia edlica offshore constitui um vetor estratégico fundamental para a
transicdo energética, destacando-se especialmente no contexto europeu, onde a integracdo de
fontes renovaveis é encarada como prioridade politica e regulatéria. O avancgo tecnolégico
viabiliza a exploracdo de d&reas maritimas anteriormente inacessiveis, permitindo a
implementacdo de diferentes configuracGes de fundagdes e de solucbes de ligacdo a rede
elétrica, fatores que influenciam de forma significativa a estrutura de custos e a viabilidade

econdmica dos projetos edlicos offshore.

Desta forma, avaliar a viabilidade econdmica de projetos edlicos offshore é imprescindivel, por
isso, deve-se analisar o LCOE, comparando com diferentes solu¢des tecnoldgicas e cenarios de
mercado. Esta analise permite integrar os custos de investimento, operagdo, manutengao e

financiamento ao longo do ciclo de vida do projeto, sendo importante para a fase de decisao.

Neste contexto, o presente trabalho procura ndo sé analisar o LCOE de um parque edlico
offshore flutuante, mas também identificar os principais fatores que condicionam a sua
viabilidade econdémica, contribuindo para o apoio a decisdao no planeamento de projetos neste

setor.

1.1 Contextualizagao

Este trabalho surge da curiosidade e necessidade de compreender, bem como avaliar a
viabilidade econdmica de projetos de energia edlica offshore, num contexto de crescente

aposta nas energias renovaveis como pilar da transi¢cdo energética. O rapido desenvolvimento



tecnoldgico e a diversidade de solu¢des para a instalacdo e ligacdo a rede de parques edlicos
maritimos suscitam novos desafios ao nivel da andlise de custos e da competitividade destas

infraestruturas.

Neste enquadramento, torna-se fundamental desenvolver metodologias robustas para a
avaliacdo do Custo Nivelado da Energia (LCOE), permitindo comparar diferentes cendrios

tecnoldgicos e de mercado e, apoiar a tomada de decisdo estratégica no setor offshore.

1.2 Objetivos

O objetivo principal deste trabalho é realizar um enquadramento tedrico detalhado da energia
edlica offshore, bem como desenvolver e aplicar uma metodologia de avaliacdo do Custo
Nivelado de Energia (LCOE) de um parque edlico offshore flutuante, com base num modelo de
Fluxo de Caixa Descontado (DCF) implementado em ambiente Microsoft Excel, analisando o
impacto de parametros-chave, como a distancia a costa, profundidade da 4gua e poténcia
instalada, no custo da energia produzida. Posteriormente, é objetivo realizar duas andlises de
sensibilidade: duplicacdo dos custos unitarios e a variacdo do WACC, CAPEX, OPEX e preco da

eletricidade.
Como suporte e preparagao deste trabalho procedeu-se:

e arevisdo bibliografica sobre as politicas europeias para o setor offshore sobre o PAER

em Portugal;

e 3 revisdo técnica sobre as tecnologias das fundagdes edlicas: plataformas fixas versus

flutuantes.
Com base nessas revisdes procedeu-se igualmente:

e aodesenvolvimento e aplicagdo de uma metodologia estruturada de avaliagao do LCOE
em projetos de parques eolicos offshore, integrando dados reais de mercado e

tendéncias tecnoldgicas;

e 3 andlise da estrutura dos custos CAPEX e OPEX, incluindo variaveis financeiras, e a sua

influéncia no custo final da energia produzida;



e 3 utilizacdo do software comercial System Advisor Model para simula¢cdo e comparagao

dos resultados obtidos em Microsoft Excel;

e 2 andlise de resultados e recomendacgdes para maior eficiéncia e competitividade do

setor renovavel offshore.

1.3 Organizacao do documento

O presente documento encontra-se estruturado em cinco capitulos, a seguir descritos.

No Capitulo 1 é apresentada a introducdo ao tema, sendo realizado um enquadramento do
trabalho e definidos os objetivos a atingir, seguida da explicacdo da organizacdo geral do

documento.

No Capitulo 2 sdo analisadas as tendéncias do mercado da industria edlica offshore. Neste
capitulo é abordado o papel da edlica offshore no contexto da transicdo energética, tanto a
nivel global como europeu, bem como as politicas e estratégias associadas. Adicionalmente,
sdo ainda analisadas as principais tecnologias das fundagdes maritimas, fixas e flutuantes, e os
sistemas de ligacdo a rede elétrica, incluindo os diferentes tipos de cabos e tecnologias de
transmissdo. Também sdo descritos os principais custos associados aos projetos edlicos
offshore, DEVEX, CAPEX, OPEX e DECOM, bem como o seu impacto no custo final da energia
produzida. Para além disto, é apresentado o conceito de Custo Nivelado da Energia (LCOE), os
fatores que o influenciam e as perspetivas para o seu cdlculo aplicado a edlica offshore,

incluindo a utilizacdo de softwares de simulacdo e andlise técnico-econdmica.

No Capitulo 3 é descrita a metodologia adotada para o cdlculo do LCOE em parques edlicos
offshore. Primeiramente, é dado a conhecer o método de cdlculo para o LCOE, bem como se
considerou os componentes para o CAPEX e OPEX. Apds isto, é descrita a forma de calculo para
obter a Produgdo Anual de Energia. Adicionalmente, sdo descritos os parametros financeiros
considerados e o método utilizado no software System Advisor Model para validar o LCOE

calculado no Microsoft Excel.

No Capitulo 4 sdo apresentados os casos de estudo, com a caracterizacdo do parque edlico

offshore de referéncia, a analise dos resultados do LCOE para os trés cenarios de sensibilidade:



variacdo da distancia a costa, variacao da profundidade e variacdo da poténcia instalada e

analise de cendrios de operacdo, bem como a discussao dos resultados obtidos.

No Capitulo 5 sdo apresentadas as conclusdes do trabalho, sintetizando os principais resultados
obtidos e as perspetivas de desenvolvimento futuro no ambito da avaliacdo do LCOE em

projetos de energia edlica offshore.

Por fim, sdo apresentadas as referéncias bibliograficas que sustentaram o desenvolvimento do

trabalho, bem como, os anexos das capturas do trabalho desenvolvido em Microsoft Excel.



2 Tendéncias e Mercado da Industria
Edlica Maritima

2.1 O papel da edlica offshore na transi¢ao energética

2.1.1 Contexto global da transicdo energética

A transicdo energética refere-se a mudanca estrutural do setor energético global, isto é, a
substituicdo dos sistemas de producdo, distribuicdo e consumo de combustiveis fosseis (por
exemplo petréleo, carvdo e gas natural), por fontes renovaveis (como a edlica e solar). Este
processo é incentivado pela iminéncia climatica e pelos compromissos internacionais
estabelecidos no Acordo de Paris, adotado a 12 de dezembro de 2015, que define um plano

global para combater as mudancas climaticas e reduzir as emissdes de gases de efeito estufa

[1].

Para alcangar os objetivos da transicdo energética, foram estabelecidos marcos essenciais a

cumprir até 2030 e 2050.

Até 2030, pretende-se triplicar a capacidade instalada de energia renovavel e duplicar a taxa de

melhoria da eficiéncia energética [2], como se pode observar na Figura 1 [3].

Em 2023, atingiu-se o maior aumento anual de capacidade instalada de geragao de eletricidade
renovavel, com um acréscimo de 473 GW [4], principalmente devido ao aumento da energia
solar fotovoltaica. A China, Unido Europeia (UE) e os Estados Unidos foram responsaveis por

85% desse crescimento [5], de acordo com a Figura 2.



Contudo, para atingir a meta global de triplicacdo, serd fundamental uma expansado anual média
de cerca de 1,044 GW, segundo prevé a primeira edicdo do relatdrio anual da International
Renewable Energy Agency (IRENA), correspondendo a uma taxa de crescimento composta de
16,4% entre 2024 e 2030 [6]. A expansdo das energias renovaveis fora dos principais mercados
e 0 aumento da diversificacdo para além da energia solar sdo prioridades fundamentais para

cumprir as metas de descarbonizagao [6].

Até 2050, serd necessdria uma transformacdo profunda dos setores de energia e dos setores de
uso final, permitindo a adocdo de quotas elevadas de energia renovavel. Segundo o Cenario de
1,5°C da IRENA, 91% da geragdo global de eletricidade devera provir de fontes renovaveis em
2050 [7], sendo que a energia solar fotovoltaica e a energia edlica, incluindo a offshore,

representardo cerca de 70% desse total [8].
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Figura 1 — Crescimento da capacidade das energias renovaveis

Para alcancar estes objetivos, a transicdo energética assenta numa combinacdo de estratégias
complementares. A descarbonizagdo contribui para a transicdo energética, sendo que
corresponde a reducdo progressiva das emissdes diretas e indiretas de gases de efeito estufa,
tendo como objetivo final alcangar a neutralidade carbdnica. Nesta fase, o gas natural terd um
papel importante na estabilizagdo das redes, enquanto a eletrificagdo dos consumos assume

um papel central na redugdo das emissdes [9].

Para além disto, as tecnologias como a solar fotovoltaica e a edlica, tanto onshore como
offshore, ganharam particular relevancia ao longo das Ultimas décadas, beneficiando de
avancos tecnoldgicos significativos e de uma redugdo relevante nos custos de produgdo. A

energia edlica offshore destaca-se especialmente pelo seu elevado potencial técnico, fatores de
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capacidade superiores e maior estabilidade de producado. Estas caracteristicas tornam-na uma
tecnologia estratégica para diminuir o consumo de combustiveis fésseis, em particular em

centrais com queima de combustiveis fésseis [10].

Paralelamente, novas areas emergentes, como a energia marinha (ondas e marés) e o
hidrogénio verde, poderdo igualmente desempenhar um papel relevante na descarbonizagdo
de setores dificeis de eletrificar [11]. De igual forma, os sistemas de armazenamento de energia
sdo essenciais para mitigar a intermiténcia das fontes renovaveis e garantir a flexibilidade e a

fiabilidade do sistema energético [12].
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Figura 2 — Crescimento da capacidade instalada de 2017 a 2030, em GW

2.1.2 Vantagens da edlica offshore face a onshore

O aumento da construgcdo de parques renovaveis offshore é favorecido por restricdes
crescentes de uso do solo em algumas regides. No mar, a energia é inesgotavel, ndo poluente
e as perdas de transmissdo e distribuicdo sdo baixas. Como a extensdo do mar é vasta e
desimpedida, é possivel o incremento de parques edlicos com turbinas de maiores dimensdes
e consequentemente de maiores poténcias [13]. Além disso, a construcdo onshore é mais dificil
de concretizar devido a restri¢cées de ordenamento, impacto visual e conflitos de uso do solo

[14].
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Paralelamente, em termos de impacto ambiental a localizacdo afastada da costa diminui o
impacto visual e sonoro, pelo que provoca menor oposicdo com as populacdes locais,

contribuindo para uma maior facilidade para o seu licenciamento [15].

De referir que os parques edlicos offshore contribuem como um parceiro estratégico para
instalacGes de producdo, como unidades de eletrdlise, ou seja, permitindo combinar a geracao
renovavel em larga escala com a producao de hidrogénio, apoiando assim a descarbonizagdo

de setores produtivos, industriais e transportes [16].

Apesar dos desafios técnicos e econdmicos que a energia renovavel offshore enfrenta, esta
apresenta vantagens fortes, como producdo de energia verde, reducdao da dependéncia de
combustiveis fésseis e diminuicdo dos precos da eletricidade aos consumidores. Por
conseguinte, desempenha um papel promissor para atender os objetivos da transicdo

energética e neutralidade climatica até 2050 [17].

2.1.3 O papel da edlica offshore no futuro

O desenvolvimento da energia edlica offshore teve inicio em 1991, onde foram instaladas as

primeiras onze turbinas de 450 kW, no parque Vindeby, no Sul da Dinamarca [18].

Em 1992, surgiram os primeiros parques edlicos em Tarifa, Espanha, sendo que o Plano Nacional
de Energia previa até 200 MW de capacidade edlica até o ano 2000 [19]. Posteriormente, em
1994, a Franga inaugurou o primeiro parque edlico em Tramontana, com quatro turbinas Vestas

de 500 kW [19].

Apds esta iniciagdo, no ano de 2000 o setor comegou a evoluir. A Dinamarca construiu no largo

de Copenhaga outro parque eélico offshore, com vinte turbinas, cada uma com 2 MW [20].

No ano de 2010, no mar do Norte foi instalada a primeira turbina edlica flutuante. Em 2011,
Portugal iniciou as fases de testes do protdtipo da Windfloat, com 2 MW, sendo a segunda
turbina edlica flutuante offshore. Entre os anos de 2015 e 2018, comegou com a fase de
licenciamento e em outubro de 2018 a WindPlus acordou com o Banco Europeu de
Investimento um empréstimo de 60 milhGes de euros. Apds isto, entre 2018 o parque comecgou

a ser construido e em 2019 foi ligado a rede, sendo realizada a primeira produgdo em 2020 [21].



Apos este enquadramento, o setor na Europa continuou a crescer e a apostar na construgdo de
parques edlicos offshore, tornando-se pioneira na ado¢ao da tecnologia e rapidamente tornou-

se lider mundial no desenvolvimento offshore.

Em 2024, a Europa mantém a sua posicao de destaque, com 45,2 %, ou seja, 34 GW da
capacidade instalada total de energia edlica offshore em operacgao [22]. Este crescimento tem
sido impardvel, pois a capacidade instalada mundial de energia offshore aumentou de 100 MW

em 2001 para 73,6 GW em 2024 [23].

A Figura 3 representa a capacidade instalada em MW, no fim de 2024, por pais da Europa [24].
E notdrio que o Reino Unido possui a maior capacidade instalada de energia edlica offshore em
toda a Europa, com quase 16 GW, correspondendo a 42,48 % da energia. De seguida, a
Alemanha é o segundo pais com maior capacidade, 9,1 GW, traduzindo 24,12 % da poténcia
instalada. Em terceiro lugar, os Paises Baixos com 4,7 GW, seguido da Dinamarca com 2,7 GW,
representando 13,05 % e 7,08 % do valor global na Europa, respetivamente.
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Figura 3 — Capacidade instalada de energia edlica offshore em 2024

Desta forma, a energia edlica offshore tem tendéncia a tornar-se um dos pilares centrais da

estratégia europeia para atingir a neutralidade carbdnica e reforcar a seguranca energética.

Com base na Figura 4, o ano de 2024 foi instavel, uma vez que a indUstria edlica offshore esteve

exposta a inflagdao, ao aumento dos custos de capital e as restricdes na cadeia de abastecimento
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em 2024, prejudicando a viabilidade comercial dos projetos. No entanto, é previsto que a partir
do ano de 2030 haja uma aceleracdo de crescimento apds a superacdo dos desafios, traduzindo
num aumento da Taxa de Crescimento Anual Composta (CAGR) de 28% entre 2024 e 2029 e
15% entre 2030 e 2034 [25]. As zonas que se destacam mais sdo a China e Europa, na qual das
novas instalagGes adicionadas entre 2030 e 2034, a China representara 46,9% e a Europa 36,8
% [26]. Com isto, até 2034, espera-se que atinjam 55 GW, elevando a participa¢do de energia
edlica offshore nas novas instalagdes de hoje, de 7% para cerca de 25% [27].
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Figura 4 — Novas instalagGes de energia edlica offshore global (MW)

Os resultados mostram que os paises investirdo cada vez mais, devido ao aumento de leildes
do setor energético, aprovacdo de leis de enquadramento, bem como o desenvolvimento de
politicas para que desempenhe um papel ativo a nivel mundial e possa contribuir para acelerar

um futuro com energia 100% renovavel [26].

De referir que, a medida que a industria acelera para cumprir as metas, as turbinas evoluem,
como ilustra a Figura 5, permitindo um controlo mais inteligente, sendo estimado que em 2030
os arcos formados pelas turbinas apresentem um diametro de 350 m, podendo a turbina ter
uma poténcia de 35 MW [28]. Na Suécia, a empresa Vattenfall gere remotamente mais de 1200
turbinas offshore em quatro paises. A par disto, futuramente prevé-se robds capazes de polir,
revestir e controlar danos das pas, isto reduz o tempo de inatividade, mantendo as turbinas a
funcionar. Na Letdnia, a empresa Aerones criou um robd que realiza inspecGes e reparagdes das
pas das turbinas de forma mais rdpida e segura. Futuramente, é objetivo desenvolver robds de
manutenc¢do auténomos para cada turbina, com inteligéncia artificial, sendo supervisionados

por técnicos [29].

10



350m (Estimate)

6 MW 26 MW 35 MW (Estimate)
c Y 5 r rF
- - - - b
2010 2015 2020 2024 2030

Figura 5 — Evolucdo do tamanho das turbinas offshore de 2010 a 2030

2.1.4 Metas estratégicas

A meta para as Energias Renovaveis Offshore visa atingir a producdo de cerca de 111 GW até
2030 [30]. Até 2040 entre 215 e 248 GW [31]. Em 2050, 317 GW, para garantir os objetivos
energéticos e climaticos e, paralelamente, reduzir as importa¢des de energia, aumentar a

competitividade e acessibilidade de eletricidade [32].

O desenvolvimento das energias renovaveis offshore tem assumido um papel central nas
politicas energéticas da UE, particularmente no contexto do Pacto Ecoldgico Europeu [33],
lancado em 2019 e da Estratégia da UE para as Energias Renovdveis Offshore, publicada em
2020. Estas iniciativas enquadram-se nos objetivos de neutralidade carbdnica até 2050,
reforcadas pelo plano REPowerEU, que tem como intuito ndo depender da energia vinda da
Russia e auxiliar a UE a poupar energia, diversificar o seu aprovisionamento energético, bem

como produzir energia limpa [34].

No entanto, a UE reconhece vdrios desafios para atingir as metas mencionadas. S3o necessarios
indmeros investimentos até 2050, aproximadamente 800 mil milhdes de euros, para a
infraestrutura e desenvolvimento industrial [35]. Outro desafio é a necessidade de modernizar
e expandir as redes elétricas para evitar restricdes na transmissdo da energia produzida, além
de garantir compatibilidade com outras tecnologias maritimas e a prote¢do da biodiversidade

[36].
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Assim, a energia edlica produzida em alto-mar deixou de ser apenas uma opc¢ao de energia
limpa em larga escala e estd a ser uma das principais estratégias da Europa para alcancar a
independéncia energética [29]. Com isto, a energia edlica offshore tem um papel central na
transicao energética global, oferecendo em escala seguranca e flexibilidade ao sistema elétrico

renovavel do futuro.

2.1.5 Politicas europeias para o setor offshore sobre o PAER em Portugal

Em paralelo com as diretrizes europeias e com vista a expandir a capacidade, foi aprovado o
Plano de Afetacdo para as Energias Renovaveis Offshore (PAER), no dia 7 de fevereiro de 2025,
no qual sdo identificadas as dreas maritimas especificas da costa portuguesa destinadas a
instalacdo de parques edlicos [37]. Estas areas correspondem a um total de 2 711,6 km?, para a
instalacdo de uma capacidade até 9,4 GW para projetos comerciais de energias renovaveis
offshore em Portugal, sendo estas as representadas na Tabela 1, com as respetivas areas e
poténcias. A zona de 5,6 km? na Agucadoura é destinada a instalacdo de projetos de

investigacdo e/ou demonstracdo ndo comerciais [38].

Tabela 1 — PAER: Zonas Maritimas ldentificadas

Viana do Castelo 229 0,8
LeixOes 722 2,5
Figueira da Foz 1325 4,6
Sines 430 1,5
Agucadoura 5,6 Nao aplicavel
Total 2711,6 9,4

2.1.6 Incentivos e principais empresas do mercado

Para cumprir as estratégias para a energia edlica offshore existem diversos programas de

financiamento da UE disponiveis para financiar os projetos de energia.

O Horizonte Europa é o principal programa de financiamento da Comissdao Europeia para a

investigacdo e inovacdo até 2027, com um or¢camento total de 93,5 mil milhdes de euros [39].
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O Mecanismo Interligar a Europa atribuiu subsidios para quarenta e um projetos novos de

infraestrutura energética no inicio de 2024 [40].

A Comissdo Europeia publicou, em fevereiro de 2025, o Pacto Industrial Limpo para incentivar
a competitividade da Europa, proporcionar precos acessiveis de energia e a transicao ecolégica

[41].

Juntamente a isto, as empresas também apoiam este ramo. Uma das principais empresas é
dinamarquesa, @rsted, na qual instalou 10,2 GW de energia edlica offshore na Europa, Estados

Unidos e Asia e estdo em construgdo mais parques com uma capacidade de 8,1 GW [42].

A empresa Vestas posiciona-se também como uma das maiores empresas, tendo instaladas
mais de 1500 turbinas no mar e mais de 11 GW de capacidade instalada global, em cinquenta e

seis projetos [43].

A Siemens Gamesa Renewable Energy é uma empresa de referéncia no ramo dos fabricantes

de turbinas e equipamento fundamental para viabilizar os parques offshore [44].

A Iberdrola é outro exemplo lider nas construgdes de parques edlicos offshore. Aempresa tinha
como objetivo atingir 2,438 MW em 2025 e 3,5 GW até 2028, com o apoio de investimentos
[45].

Mesmo com a existéncia de desafios técnicos, financeiros e regulatérios, o apoio destes grupos
demonstra que a edlica offshore esta a transformar-se numa industria sélida e estratégica na

transicdo energética da Europa.

2.2 Tecnologias das funda¢6es maritimas

2.2.1 Fundagoes fixas versus flutuantes

As fundagdes suportam as turbinas no mar e podem ser de dois tipos: fixas e flutuantes.

As fundagdes fixas sdo instaladas no fundo marinho em profundidades até 60 metros e as
fundagdes flutuantes sdo instaladas a partir de 60 metros de profundidade [46]. A escolha do
tipo de fundacdo dependerd da localizagdo, das diferentes condi¢gdes do fundo do mar, do

oceano, da vida marinha e dos usos da drea, como a pesca. [47].
13



A Figura 6 retrata o tipo de estruturas fixas: Gravity-based-structure (GBS), Monopile, Tripod e

Jacket-frame.

A fundacdo GBS apresenta um pilar de sustentacao e utiliza-se para evitar as forcas de tracao e
elevacdo existentes entre a base da estrutura e o fundo do mar, sendo recomendada para
profundidades até 30 metros [48]. Na estrutura Monopile existe um pilar no fundo do mar a
uma profundidade entre 0 e 30 metros [49]. Esta fundagdo de suporte é mais econémica neste
momento, considerando as caracteristicas do fundo do mar na Europa, sendo por isso a mais
utilizada. Por continentes, a América utiliza esta estrutura em 100% dos casos, a Europa em
70% e a Asia em 43% [47]. Ja a estrutura em Tripod contém trés pilares ligados ao pilar principal,
a uma profundidade inferior a 30 metros, sendo instalada em profundidades de aguas
transitdrias [50]. A estrutura entrelacada, designada de Jacket é composta por quatro pilares
que sdo interligados entre si, sendo a profundidade adequada superior a 40 metros. Esta ocupa

menos espaco no fundo do mar, reduzindo os custos da estrutura [47].

Gravity base Monopile Tripod Jacket-frame

Lo

Figura 6 — Esquema dos tipos de fundagdes edlicas offshore fixa

A Figura 7 ilustra os tipos de plataformas flutuantes existentes, designadas por Barcaca,
Semissubmersivel, Boia cilindrica, Multiplos cilindros articulados e Ancorada por cabos

tracionados (TLP).

As plataformas Barge sdo adequadas para mares calmos, com uma grande estrutura,
distribuicdo uniforme de flutuabilidade e boa estabilidade. A plataforma Semi-submersible
pretende minimizar a drea da superficie exposta a dgua, mas a0 mesmo tempo maximizar o
volume, pois desloca a massa de agua e proporciona flutuabilidade [51]. A fundacdo Spar é
constituida por tanques de lastro, estruturas de colunas flutuantes e correntes de ancoragem,
sendo que so pode ser instalada em profundidades superiores a 100 metros [52]. A plataforma

TLP encontra-se ligada ao fundo do mar através de um conjunto de pernas em tensdo, indicadas
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para construcdes em profundidades superiores a 300 metros e inferiores a 1500 metros. A TLP

reduz as dimensdes, com o objetivo de diminuir os custos de fabricacdo [53].

Barge Sensi-submersible Articulated multi-spar Spar Tenson-leg platform (TLP)

Figura 7 — Esquema dos tipos de fundagdes edlicas offshore flutuantes

2.2.2 Critérios de selecdo

A escolha entre a edlica offshore flutuante ou fixa depende de vdrios elementos que devem ser
avaliados cuidadosamente no contexto de um projeto especifico [54]. Assim, para decidir a
opg¢ao mais apropriada para o local, deve ser conhecida a profundidade necessaria para os

parques edlicos.

Nos mares com baixa profundidade, devem ser usadas fundagdes fixas que sdo fixadas no leito
marinho. Em aguas mais profundas sdo necessarias solugdes flutuantes, que estdo atualmente
em desenvolvimento, o que traduz num aumento dos custos e dos desafios técnicos em
comparacgdo com as fundacgdes fixas, que ja tém muitos anos de utilizacdo. Para além disto,
deve-se considerar o potencial de producdo de energia, uma vez que os parques edlicos
flutuantes podem aproveitar as areas com ventos offshore mais fortes e constantes, o que
aumenta o potencial de geragdo em comparacdo com os que estdo ancorados em aguas pouco

profundas [55].

Também devem ser avaliadas outras condicdes especificas, como a geologia, correntes
oceanicas, clima e navegacdo, para garantir a seguranca e viabilidade do projeto. Em alguns
casos, a combinagdo dos dois tipos de tecnologias também pode ser uma opgao vidvel,
aproveitando os pontos fortes de ambas, para maximizar a gera¢do de energia renovavel no

ambiente marinho [54].
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2.3 LigagOes a rede elétrica: infraestruturas e cabos maritimos

2.3.1 Cadeia de elementos da ligacdo a rede

Antes de chegar a terra, a energia produzida pelas turbinas eélicas tem de percorrer diversos
elementos do sistema de transporte. Primeiramente, a energia percorre os cabos desde a
turbina até a subestacdo e, dependendo da distancia a que o parque esta da costa, sera
transportada diretamente para a subestagdo onshore, no caso de estar perto da costa, ou entdo,
se estiver a uma distancia consideravel, é necessdrio instalar uma subestacdo offshore que ira

elevar a tensdo o que permite reduzir significativamente as perdas no transporte [56].

Assim, tal como se pode verificar na Figura 8, a energia ira da turbina para a subestacao offshore,
se existir, através dos cabos array. Posteriormente, depois da tensdo ser elevada, chegard a
subestacdo em terra, pelos cabos de exportacdo. Por fim, a tensdo serd novamente elevada e
inserida nas linhas de transmissao, sendo depois reduzida numa subestacdo de distribuicdo e

encaminhada pela rede de distribui¢ao até as casas e industrias [57].

Offshore Onshore
Wind turbines substation substation Homes

Transmission

-

- 5

Array cables Export cables

Figura 8 — Configuracdo de um parque edlico offshore

2.3.2 Cabos

Os cabos submarinos desempenham um papel crucial nos parques edlicos offshore flutuantes,
sendo responsdveis por transportar a energia gerada pelas turbinas até a rede elétrica. Os cabos
inter-array conectam as turbinas a subestacdo offshore, enquanto os cabos de exportacdo
transportam essa energia da subestacdo offshore para terra [58]. Os cabos dinamicos ligam as

estruturas flutuantes as partes fixas do sistema, ou seja, ao cabo de exportagao [59].
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O cabo inter-array, Figura 9, conecta as turbinas edlicas a subestacao offshore, transferindo
energia entre turbinas, este cabo apresenta sec¢des dinamicas e estaticas devido ao movimento

das estruturas flutuantes [60].

O cabo de exportacao, Figura 10, transmite a energia da subestacdo offshore até a subestacao
onshore, lidando com maiores distancias e poténcias. E tipicamente estatico, mas pode incluir
componentes dindmicos em projetos flutuantes. Na subestacdo onshore, a tensdo pode ser
elevada para atender aos clientes mais distantes do litoral ou reduzida para atender clientes

proximos [61].

Ambos os cabos em corrente alternada, array e de exportagdo, sdo trifasicos. Os cabos de
exportagdo podem, no entanto, operar em tensdes mais elevadas, ultrapassando os 220 kV, e
recorrer a tecnologia High Voltage Direct Current (HVDC) para ligagbes de longa distancia,
funcionando neste caso em corrente continua, e ndo trifdsica. A tecnologia HVDC é a indicada
a partir de uma certa distancia porque reduz significativamente as perdas de transporte,
evitando os efeitos capacitivos que penalizam os cabos submarinos de corrente alternada em
ligagdes longas, por isso € comum em parques edlicos offshore de grande escala, mais afastados

da costa. Os cabos array, por sua vez, lidam com tensdes moderadas, como 66 kV.

Ambos sdo trifasicos, mas os cabos de exporta¢do podem ter isolamento mais robusto, ja que
operam em tensGes mais altas, podendo ultrapassar 220 kV, especialmente em tecnologias
HVDC para longas distancias. Os cabos array, por sua vez, operam a tensdes mais baixas
comparativamente, tipicamente da ordem dos 66 kV, valor tipico da média tensdo utilizada

atualmente nas liga¢Ges inter-array de parques edlicos offshore [62].

No sistema flutuante é imprescindivel existir um cabo dinamico, Figura 11, para ligar a estrutura
flutuante ao cabo principal de exportacdo no fundo do mar, de forma a transmitir a energia

para a terra [63].
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Figura 9 — Cabo inter-array  Figura 10 — Cabo de exportacdao Figura 11 — Cabo dinamico

2.3.3 Transmissao HVDC

No sistema HVDC, na subestacdo offshore a conversdo de energia é realizada de corrente
alternada para corrente continua, na qual a plataforma offshore serve para inclusao da estacado
conversora e retificacdo para corrente continua da energia produzida no mar. Posteriormente,
a eletricidade é transmitida a longas distancias, através de cabos submarinos em muito alta
tensdo até a estacdo de conversdao onshore. Na estagdo de conversdo onshore é realizada a
conversao de corrente continua para alternada [64]. Assim, a energia chega a rede onshore e é
integrada na rede elétrica de transporte, sendo posteriormente reduzida e encaminhada pela
rede de distribuigdo até aos consumidores finais, de acordo com a Figura 12. A tecnologia HVDC

é geralmente escolhida para distancias a costa superiores a 100 km [65].

A transmissao HVDC emerge como uma solugdo preferencial para parques distantes ou de
grande capacidade, eliminando perdas reativas ao longo da linha e permitindo um controlo

independente de poténcia ativa e reativa [66].

Linha da costa
Subestagéo Offshore

Geradores . Estacéo de Rede

Nrad ; ____ Convers@o Onshore  Onshore
2222222 ’ Par de cabos bipolares '

‘ 500 MVA polares 500 MVA ‘
::::::: 4 SR BVA ~/ Capacidade: 600MW | (7 SOOhMVA '
3t e o A s A L P
e000000 ‘ : :
0000000

Figura 12 — Esquema de interligacdo offshore com a tecnologia HVDC
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2.3.4 Transmissao HVAC

Atransmissdo High Voltage Alternating Current (HVAC) domina atualmente os projetos offshore,
Figura 13, e proporciona simplicidade técnica e custos inferiores para distancias entre 50 e 100
km [67]. Esta tecnologia transmite a energia elétrica gerada pelas turbinas edlicas para a

subestacdo em terra através de cabos de exportacao.

Em maiores distancias, as perdas resistivas e capacitivas limitam a viabilidade econédmica, sendo
vantajoso elevar a tensdo da energia gerada para parques que estdo entre 100 e 150 km de
distancia da costa. Assim, a alternativa é instalar uma subestagdo elevadora offshore, de forma
a aumentar a tensdo para alta tensdo ou muito alta tensdo. A Unica contrapartida desta

colocagdo sdo os custos iniciais e a manutencdo [65].

Offshore Onshore
AC Substation AC Substation
5KV 35kV/230kV 230KV 230KV 230kV/69kV

S00MW

3,
HVAC Cable : : : poI1

Figura 13 — Esquema de interligagdo offshore com a tecnologia HVAC

2.4 Principais custos em projetos edlicos offshore

2.4.1 CAPEX

Os custos Development Expenditure (DEVEX) estdo associados a fase inicial de um projeto edlico
offshore, antes da decisdo final do investimento (Final Investment Decision — FID) e referem-se
aos estudos de viabilidade técnica e econdmica, caracterizagdo geotécnica e geofisica do sitio,
avaliagcdes ambientais, licenciamento e engenharia preliminar. A decisdo de avancar com o
projeto do parque edlico obriga, normalmente, a realizar estudos para suportar essa decisado e

facilitar a compreender a solu¢do proposta [68].

As despesas de capital (Capital Expenditure — CAPEX), no contexto dos projetos edlicos offshore,
abrangem o conjunto de investimentos necessdrios para o desenvolvimento, construcdo e
comissionamento da instalagdo. Estes custos compreendem a aquisi¢ao das turbinas edlicas e

0s seus componentes associados (nacela, rotor, torre e sistemas elétricos), bem como a
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construcdo das fundacdes ou plataformas flutuantes, a infraestrutura elétrica offshore
(nomeadamente subestacOes e cabos inter-array), cabos de exportacdo e ligacbes a rede

elétrica em terra [69].

Adicionalmente, o CAPEX incorpora os custos associados as operagoes logisticas e de instalacao,
incluindo transporte, utilizagcdo de infraestruturas portudrias, mobilizacdo de embarcagdes
especializadas e operagdes de montagem e instalagio no local. Estes custos sao
particularmente elevados em projetos offshore, devido a complexidade das operagGes em

ambiente maritimo e a dependéncia de condi¢cbes meteoroldgicas favordveis.

Para além das componentes diretamente técnicas, o CAPEX integra também custos indiretos,
tais como gestdao de projeto, seguros, contingéncia e custos financeiros durante a fase de
construcdo. A inclusdo de uma margem de contingéncia é essencial para acomodar incertezas

associadas a variacoes de precos, riscos construtivos e potenciais atrasos.

De um ponto de vista estrutural, o CAPEX pode ser decomposto em vdrias categorias principais,
nomeadamente: turbinas, fundacdes/plataformas, infraestrutura elétrica, instalacdo e custos
indiretos. Entre estas, as turbinas e a infraestrutura elétrica representam frequentemente as
maiores parcelas do investimento total, especialmente em cendrios com elevada distancia a

costa, onde os custos de cabos de exportagdo e subestagdes assumem um peso significativo.

No contexto dos projetos edlicos offshore, o CAPEX constitui a componente dominante do custo
total, representando tipicamente entre 70% e 80% do custo global do projeto [70]. Esta elevada
intensidade de capital € uma das principais caracteristicas deste tipo de tecnologia, implicando

a necessidade de uma analise rigorosa na fase de planeamento.

Importa ainda referir que o CAPEX apresenta uma elevada sensibilidade a varios fatores
técnicos e geograficos, tais como a profundidade da dgua, a distancia a costa, poténcia instalada
e escolha da tecnologia (fundacdo fixa vs. flutuante). Por exemplo, maiores profundidades
implicam estruturas mais complexas e dispendiosas, enquanto maiores distancias a costa
aumentam significativamente os custos de transmissao e instalagao. Assim, a otimizagdo destes
parametros é fundamental para a reducao do custo total do projeto e, consequentemente, do

LCOE.

A decomposicdo detalhada do CAPEX permite identificar os principais cost drivers, sendo

essencial para a realizagdo de anadlises de sensibilidade e otimizagao econdmica do projeto.

20



2.4.2 OPEX

As despesas de operagdo e exploracdo (Operational Expenditure — OPEX) referem-se aos custos
associados a fase operacional do parque edlico, incluindo todas as atividades necessdrias para
garantir o seu funcionamento continuo ao longo da vida util. Estes custos englobam tanto as
despesas operacionais correntes como os custos de manutencdo, sendo fundamentais para

assegurar a fiabilidade e disponibilidade dos equipamentos.

Os custos operacionais incluem encargos como os recursos humanos, seguros, impostos,
monitorizacdo e controlo do sistema, bem como despesas com logistica, transporte e utilizacao
de meios maritimos. No contexto offshore, estes custos sdo significativamente mais elevados
do que em projetos onshore, devido a necessidade de utilizacdo de embarcagdes especializadas,

maior complexidade no acesso as turbinas e dependéncia das condi¢Ges meteoroldgicas.

Por sua vez, os custos de exploragdo correspondem as atividades de manutencdo preventiva e
corretiva, incluindo inspe¢Ges regulares, reparacdes, substituicio de componentes e
intervencdes técnicas nas turbinas, cabos e infraestruturas elétricas. A manutencdo assume
particular relevancia em ambiente offshore, uma vez que as condi¢Ges adversas, como a
corrosdao marinha e o desgaste mecanico devido ao vento e as ondas, contribuem para o

aumento das taxas de falha e dos custos de operagao.

De forma geral, o OPEX apresenta uma estrutura composta por duas componentes principais:
manutengdo e operagdo. A manutengdo representa uma fragdo relevante do OPEX total, sendo
influenciada pela taxa de falhas dos equipamentos, pela estratégia de manuteng¢do adotada
(preventiva, corretiva ou preditiva) e pelas condi¢des do local. J4 os custos de operagdo estdo

associados a gestdo do parque, monitorizagdo remota, seguros e custos administrativos.

No contexto dos projetos edlicos offshore, o OPEX representa tipicamente cerca de 20% a 30%
[71] do custo total do projeto, sendo uma componente menos dominante que o CAPEX, mas
com impacto significativo ao longo do tempo. Ao contrario do CAPEX, que ocorre
maioritariamente na fase inicial, o OPEX é distribuido ao longo de toda a vida util do projeto,

influenciando diretamente o custo anual de producdo de energia e, consequentemente, o LCOE.

E importante referir que o OPEX apresenta uma elevada sensibilidade a fatores como a distancia
a costa, profundidade da agua e condi¢gdes meteoroldgicas. Os parques localizados a maiores

distancias requerem maiores tempos de deslocacdo e custos logisticos mais elevados, enquanto
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maiores profundidades podem aumentar a complexidade das operacdes de manutencgdo. Assim,
a otimizacdo do OPEX depende da definicdo eficiente das estratégias de operacdo e

manutencao, bem como da escolha da localiza¢do do projeto.

Apds o término da vida Util do parque edlico, surgem os custos de Decommissioning Expenditure
(DECOM), que correspondem as despesas associadas ao desmantelamento das infraestruturas.
Estes custos incluem a desmontagem das turbinas, remocao das fundagbes e cabos submarinos,
transporte das estruturas para terra e gestdao ambiental dos residuos, bem como recuperacgao
do fundo marinho. A inclusdo do DECOM na andlise econdmica é essencial para garantir uma
avaliagdo completa do ciclo de vida do projeto, permitindo antecipar os encargos futuros e
assegurar a sustentabilidade ambiental das operagdes. Para além disso, a consideragdo destes
custos desde a fase inicial do projeto contribui para a mitigacdo de riscos financeiros e para o

planeamento adequado dos recursos necessarios ao final da vida util da instalacao [72].

2.4.3 Levelized Cost of Energy (LCOE)

O Levelized Cost of Energy (LCOE) é um indicador importante na avaliacdo da viabilidade
econdmica, uma vez que fornece uma medida do custo médio de produc¢do de energia ao longo
da vida util de uma instalagao [73]. Assim, é possivel avaliar a competitividade econdmica das
tecnologias da produgdo elétrica, pois integra todos os custos de investimento inicial (CAPEX),
custos operacionais (OPEX), custos de desmantelamento e encargos financeiros, ponderados

pela energia efetivamente produzida ao longo da vida util [74].

Do ponto de vista conceptual, o LCOE traduz a relagdo entre os custos totais atualizados e a
producdo energética total, sendo particularmente relevante em tecnologias com elevada
intensidade de capital, como a energia edlica offshore. Assim, o LCOE permite comparar as
diferentes configuragGes tecnoldgicas e apoiar na tomada de decisdo, constituindo um critério

fundamental na definicdo da competitividade econémica dos projetos energéticos.

A avaliacdo econdmica de projetos de energia edlica offshore através do LCOE tem sido
amplamente estudada na literatura internacional. Os estudos de referéncia como os da IRENA,
WindEurope e BVG Associates estabelecem intervalos de LCOE para tecnologia offshore
flutuante entre os 100 e 250 €/MWHh [75], refletindo a maturidade tecnoldgica ainda limitada e

os elevados custos de instalagdo associados as fundacgdes flutuantes e a instalagdo offshore [76].
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Quanto menor for o LCOE, mais rentavel serad a fonte de energia, podendo resultar quer da

reducdo de custos, quer do aumento da producao energética [74].

No caso da energia edlica offshore, a evolucdo deste indicador tem revelado uma reducao
particularmente significativa nos ultimos anos, verificando-se uma evolucao sélida no setor
tecnoldgico e consolidagdo das cadeias de abastecimento e o aumento em escala dos projetos

desenvolvidos nos principais mercados internacionais [77].

2.4.4 Impacto no LCOE

Neste contexto, os fatores determinantes no LCOE sdo a condicdo do local, evolucdo da cadeia

de abastecimento e desenvolvimento tecnolégico.

Relativamente a condicdo do local, os projetos realizados em aguas mais profundas requerem
fundacGes mais caras, tendo custos de instalacdo mais elevados. Adicionalmente, os projetos
mais distantes da costa exigem maior tempo de acesso, o que aumenta os custos e o tempo de
inatividade, reduzindo, a producdo de energia [78]. A cerca de 60 km da costa, pode ser mais
rentdvel utilizar uma embarcagdo de apoio operacional que esteja presente mais tempo no mar
para manutengdo e acesso as turbinas, o que leva ao aumento do LCOE [79]. Para além disto,
as condigdes do solo, se forem ideais, como areia densa e rigida com reduzidos rochedos, é uma
vantagem em termos de custo. A velocidade média do vento se for elevada, aumenta a

produgdo de energia, sendo uma mais-valia para o LCOE [80].

O setor do desenvolvimento das novas tecnologias proporciona uma redugao do LCOE. Ha 20
anos, nos projetos, a poténcia unitdria das turbinas era de 2 MW e atualmente é de 15 MW. As
turbinas maiores ajudam a reduzir o custo por MW de fundagdes, instalacdo e operacgao, e
atingem alturas de hub mais elevadas, aumentando a producdo de energia por MW instalado

[81].

A reducdo do LCOE pode resultar na diminuicao de custos, aumento da producao de energia ou
de alterag¢des no financiamento e na vida Util do projeto. Esta redugdo pode ser causada através
de mudancas nos processos ou na tecnologia durante as fases de fabricacdo, instalacdo ou
operacdo. O aumento da producdo de energia pode ser resultado da tecnologia ou da reducao
das perdas de energia por meio de processos operacionais mais eficientes. A redugdo do risco

do projeto é a principal forma de influenciar o custo do financiamento [79].
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A Figura 14 ilustra as contribuicdes do custo principal dos elementos para o LCOE. O custo é
composto por despesas de capital, incluindo as despesas DEVEX, CAPEX, OPEX e DECOM. Como
se pode verificar, o LCOE na Europa varia em cada projeto (parte azul), mas mesmo assim
continua a diminuir ao longo do tempo. Para o calculo destas percentagens, o LCOE foi calculado
com base em pressupostos dos valores de receita e custos de transmissdo ao longo da vida util

do projeto, quando aplicavel, bem como o preco do leildo [75].

Apesar do crescimento significativo da edlica offshore, persistem desafios técnicos e
econdmicos relevantes, nomeadamente os custos de instalacdo, a complexidade das operagdes
em ambiente maritimo e a necessidade de adaptagdo das infraestruturas elétricas. Estes
desafios justificam a necessidade de estudos detalhados de viabilidade, como o desenvolvido

no presente trabalho.

[l Development and project management 2.41% [l Nacelle 12.08% [l offshore cable installation 3%
[ Rotor 5.22% B Tower 1.46% B Turbine installation 2.04%

Turbine foundation 6.56% [ cables 5.89% [l Maintenance & service 21.78%
[l offshore substation 3.69% [ onshore substation 0.68% [Jlj Decommissioning 6.61%

[ Foundation installation 2.55%
[l Other installation 8.13%

[ Operations 17.91%

Figura 14 — Contribuicdo de cada elemento para o LCOE

2.4.5 Perspetivas para o cdlculo do LCOE

Apds este enquadramento tedrico, é objetivo desenvolver uma metodologia de cédlculo do LCOE
para a edlica offshore, integrando dados reais de mercado e tendéncias tecnolégicas e
recorrendo ao estudo de casos reais ou em fase de desenvolvimento, de forma a avaliar os

diferentes cenarios operacionais e condi¢des de mercado.
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A abordagem preconizada possibilita uma andlise comparativa dos custos e potencial de
mercado, contribuindo para o estabelecimento de orientacbes estratégicas e recomendacgdes
para o setor. Também sera pretendido analisar a estrutura dos custos CAPEX e OPEX, incluindo

varidveis financeiras e a influéncia no custo final da energia produzida.

Para tal, é necessario utilizar softwares comerciais para simulagdao e comparagao. Para cumprir
com os objetivos as ferramentas que se destacam sao as seguintes: HOMER Pro, System Advisor
Model (SAM, NREL), WindPro (EMD International) e OWE-GIS (Offshore Wind Energy

Geographic Information System).

A Tabela 2 sintetiza as funcionalidades de cada software.

Tabela 2 — Funcionalidades de cada software

Caracteristicas HOMER Pro SAM  WindPro OWE-GIS ‘
Avaliacdo do recurso edlico X v v v
Simulacdo de parques edlicos offshore +/- v v +/-
Analise técnico-econdmica v v v X
Célculo do LCOE v v v X
Planeamento espacial offshore X X +/- v

Integracdo de Sistemas de Informacao

o X X v v
Geogréfica
Andlise de restricdes ambientais % % v v
Estudos preliminares de viabilidade v v v Vv
Facil utilizacdo v +/- +/- v
N3do. 21 dias
Necessario pagar para utilizar Nao Sim Nao
gratuito

O HOMER Pro é um software de simulagdo para otimiza¢do de sistemas energéticos. No ambito
da energia edlica offshore, este permite avaliar a integracdo da producdo edlica com outras
fontes de energia e com sistemas de armazenamento. Este considera parametros técnicos,
econdmicos e ambientais, incluindo custos de investimento, opera¢do e manutenc¢do, bem

como a andlise do desempenho do sistema ao longo do ciclo de vida [82].
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O SAM constitui uma ferramenta de simulacdo técnico-econémica e para parques edlicos
offshore, permite estimar a producao anual da energia com base em dados meteoroldgicos,
caracteristicas das turbinas e perdas associadas ao sistema. Paralelamente, integra modelos
econdémicos detalhados que permitem avaliar a viabilidade financeira do projeto através do

calculo de indicadores como o LCOE, receitas e fluxos de caixa [83].

O WindPro é direcionado para projetos de parques edlicos onshore e offshore. Este software
possibilita uma analise detalhada do recurso edlico, definicdo do layout 6timo do parque e
avaliacdo dos efeitos de esteira entre aerogeradores, fatores determinantes na estimativa da

producdo energética [84].

Por ultimo, o OWE-GIS consiste num sistema de informagdo geografica para apoiar o
planeamento espacial de projetos de energia edlica offshore, contribuindo para um
planeamento mais eficiente e sustentavel do espaco maritimo. Esta ferramenta permite a
integracdo e andlise de dados como a profundidade da dgua, condicdes do solo marinho,
caracteristicas do vento, rotas de navegacgao, dreas ambientalmente sensiveis e infraestruturas

existentes [85].

Para além da utilizagdo de um destes programas sera desenvolvido um ficheiro Excel, como
ferramenta principal de estudo, de forma a calcular o LCOE e comparar com os resultados

obtidos nas simulagdes.

Ap0ds a conclusdo das simulagOes, serd realizada uma analise de resultados e recomendacdes

para maior eficiéncia e competitividade do setor renovavel offshore.
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3 Metodologia de Calculo do LCOE para
Edlica Offshore

O presente trabalho desenvolve uma metodologia para avaliar o LCOE de parques edlicos

offshore flutuantes em diferentes cenarios de expansao.

O objetivo desta metodologia é desenvolver um modelo paramétrico capaz de quantificar o
impacto isolado de varidveis técnicas e geograficas no LCOE, garantindo comparabilidade entre

cenarios.

O célculo foiimplementado na ferramenta principal de trabalho, Microsoft Excel, com base num
modelo de Fluxo de Caixa Descontado (Discounted Cash Flow — DCF) que incorpora os principais
elementos do ciclo de vida do projeto: custos de investimento (CAPEX), custos operacionais
(OPEX), Produgdo Anual de Energia (AEP) e parametros financeiros. Posteriormente, estes

resultados foram comparados com o software SAM.

Para isolar o efeito dos principais fatores técnicos e geograficos, construiram-se trés modelos
de sensibilidade independentes, cada um variando um Unico parametro, distancia a costa,
profundidade da dgua e poténcia instalada, com os restantes fixos nos valores de referéncia.
Esta abordagem garante que o impacto individual de cada variavel no LCOE seja identificado

sem interferéncias cruzadas.

Importa referir que os resultados apresentados baseiam-se nhuma abordagem deterministica,

assumindo valores constantes para diversos parametros ao longo do ciclo de vida do projeto.
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Em particular, o modelo considera os custos operacionais constantes e ndo incorpora

explicitamente a incerteza associada a varidveis econémicas e técnicas.

Assim, os valores obtidos devem ser interpretados como estimativas representativas de um
cenario médio, podendo variar em funcdao das condi¢cdes reais de mercado, evolucao

tecnoldgica e caracteristicas especificas de cada projeto.

Esta limitacdo é parcialmente mitigada através de uma analise de sensibilidade complementar,
apresentada na seccdo 4.5, que testa o efeito de uma variacdo anual do OPEX, assim como do

WACC, do CAPEX e do prego da eletricidade, sobre os resultados de referéncia.

Os resultados obtidos, CAPEX, OPEX, AEP e LCOE para cada cendrio, sdo apresentados no

capitulo seguinte (Casos de Estudo).

3.1 Levelized Cost of Energy (LCOE): conceitos e métodos de

calculo

Apds a apresentacdo tedrica do conceito de LCOE, procede-se a descricdo da aplicagcdo no

modelo desenvolvido, com base na metodologia de Fluxo de Caixa Descontado.

A definicdo de LCOE é representada pela Equacdo (1), que traduz o preco por unidade de
energia (€/MWh) ao qual um projeto atinge o seu ponto de equilibrio, recuperando exatamente
o investimento inicial e os custos operacionais ao longo da sua vida util [75]. Esta formulagao
corresponde a forma geral do LCOE, amplamente utilizada na literatura. No modelo
desenvolvido, os termos I; e M; sdo distribuidos de acordo com a estrutura temporal detalhada
do projeto (desenvolvimento, construcdo, operagdo e desmantelamento), apresentada na
secgao 3.5.3.
I + M;

Z?zl—t
il (XD "

Xe=1 (T4 1

LCOE =

Cada parametro diz respeito ao seguinte:

e [, —Despesas de investimento no ano t;
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e M, — Despesas de operagdo, manuteng¢do e servi¢o no ano t;

e E,—Geragdo de energia nos anos t;

r — Taxa de desconto (WACC);

e n-—Vida util do projeto em anos.

No presente trabalho, o LCOE foi determinado como o quociente entre o valor atualizado dos
custos totais e o valor atualizado da energia produzida. A utilizacdo da abordagem DCF justifica-
se pela elevada intensidade de capital dos projetos offshore, onde o investimento inicial é
significativo e as receitas sao distribuidas ao longo do tempo, sendo importante considerar o

valor temporal do dinheiro [86].

Esta formulagdo permite ainda decompor o LCOE nas suas componentes individuais. Para tal,
cada categoria de custo (por exemplo, DEVEX, turbina, fundacdo ou OPEX) é tratada como um
numerador préprio, correspondendo ao seu valor atualizado ao longo da vida util do projeto,
sendo dividida pelo mesmo denominador, o valor atualizado da energia total produzida (E;),
como demonstra o Anexo A: Decomposicdo do LCOE. Esta abordagem permite isolar a
contribuicdo de cada componente de custo para o LCOE final, expressa em €/MWh,
possibilitando identificar quais os elementos com maior peso na estrutura de custos do projeto,

tal como sera apresentado no Capitulo 4.

Com base nos pressupostos utilizados pela International Energy Agency (IEA) para as
tecnologias edlicas offshore, considerou-se uma vida util do projeto de 25 anos, sendo o
horizonte econdmico tipico de operacgdo destes projetos, bem como a durabilidade esperada

dos equipamentos e da fase operacional do projeto [87].

O modelo desenvolvido considerou de forma estruturada a Producdo Anual de Energia (AEP),
custos de investimento (CAPEX, incluindo o DEVEX) e custos operacionais (OPEX), que foram

depois considerados no modelo DCF para o calculo do LCOE.

A par disso, o modelo considerou os custos de desmantelamento (DECOM), que correspondem
as despesas associadas a remogao das infraestruturas no final da vida util do projeto. Estes
custos foram incluidos como um fluxo de caixa negativo no ultimo ano de operagao no modelo

DCF, para garantir uma avaliacdo completa do ciclo de vida do parque edlico offshore.
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3.2 Custos CAPEX: turbinas, fundag¢oes e subestagoes

A estrutura da decomposicdo do CAPEX adotada neste trabalho baseou-se num modelo
paramétrico desenvolvido em Microsoft Excel e os custos foram estimados em funcdo dos
parametros técnicos e fisicos fundamentais do projeto, de modo a avaliar a influéncia dos

mesmos, nomeadamente a distancia a costa, profundidade e poténcia instalada [88].

No modelo adotado, o CAPEX total resultou da soma das diferentes componentes de custo das
turbinas, plataformas flutuantes e infraestrutura elétrica, tal como demonstra a Equacdo (2)

[75].

n
CAPEX = Z C; (2)
i=1

Sendo,

e (;—Componente de custo de capital, tal como fundagdes; cabos inter-array; cabos de

exportacdo e instalacdo de turbinas;
e n—Numero total das categorias do CAPEX.

O CAPEX incluiu os custos de desenvolvimento (DEVEX), ou seja, os custos que englobam os
estudos de viabilidade técnica e econdmica, caracterizacdo do recurso edlico, andlises
geotécnicas e geofisicas, avaliacbes do impacto ambiental e processos de licenciamento [89].
No modelo implementado, o DEVEX foi considerado como parte integrante do CAPEX total,

sendo incluido no investimento inicial do projeto [90].

A metodologia foi a mesma para todos os cendrios analisados, variando apenas o parametro
em estudo (distancia, profundidade ou capacidade), o que permitiu realizar uma analise de

sensibilidade consistente.
No modelo desenvolvido, o CAPEX foi organizado em oito categorias principais:

e Estudos de desenvolvimento do projeto (Environmental Impact Assessment - EIA,

engenharia basica e de detalhe, e estudo em impacto ambiental);

e Fornecimento das turbinas (consulta, andlise e compra);
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e Plataformas flutuantes;

e Sistema de amarracao;

e Construcdo e montagem offshore;

e Subestacdo offshore;

e Cablagem (inter-array e exportagao);

e Subestacdo onshore (construcdo e montagem e interligacdo a rede elétrica);

e Qutros custos, tal como custos indiretos, seguros, gestdo de projeto e contingéncia.

Alguns destes parametros apresentaram componentes dependentes da distancia a costa,
profundidade da agua e poténcia instalada. Esta desagregacdo permitiu identificar quais foram
as componentes mais sensiveis as varidveis analisadas nos cenarios de estudo. Por exemplo, a
distancia a costa influenciou sobretudo os custos do cabo de exportacdo, instalacdo e
transmissdo. A profundidade influenciou as plataformas flutuantes, os sistemas de amarracdo
e parte da instalagdo. Ja a poténcia instalada afetou o niumero de turbinas, as fundagdes, os

cabos inter-array e a escala global do projeto.

3.2.1 Turbinas

O custo das turbinas edlicas constituiu um dos essenciais elementos do CAPEX e foi calculado

em funcdo da poténcia instalada do parque, ou em termo equivalente, do nimero de turbinas.

No modelo desenvolvido, o custo total das turbinas do parque foi calculado através de uma

abordagem proporcional, de acordo com a Equacgdo (3) [91].

Cturbinas = Cturbina * Nturbinas (3)

Sendo,

®  Ciurbina — Custos especificos de cada componente da turbina;

®  Niurbinas — NUmero de turbinas.
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O custo especifico incluiu os principais componentes das turbinas, especificamente a nacela, o
rotor, as pas, a torre e os sistemas elétricos internos. Este custo dependeu das caracteristicas
técnicas adotadas, particularmente a poténcia nominal, o didametro do rotor e as condi¢des

offshore, podendo variar de cenario para cendrio tecnoldgico.

Apesar de ter sido adotada uma relagao proporcional, na pratica podem ocorrer economias de
escala que conduzem a uma diminuicdo do custo especifico para os parques de maior dimensao.
3.2.2 Plataformas flutuantes e sistema de amarragao

Para o estudo em causa, usou-se a plataforma flutuante, pois é a mais adequada para locais
maritimos de maior profundidade, onde as solucdes de fundacao fixa se tornam tecnicamente

mais exigentes e economicamente menos competitivas.

Os custos das plataformas flutuantes e dos sistemas de amarracao, foram definidos com base

na profundidade da 4gua, devido a complexidade estrutural.
Os custos das plataformas flutuantes e amarragdes foram calculados através da Equacgdo (4).
C = Nturbinas * (Cpase + Cprofundidade * ) (4)
Sendo,
®  Niurbinas — NUmero de turbinas;

® Cpase — Custo base por turbina da plataforma (ou amarragdo), independente da

profundidade;

®  Cprofundidade — Custo incremental por metro;

h — Profundidade da dgua em metros.

Esta formulagdo representa o aumento significativo dos custos estruturais com o aumento da
profundidade, devido a necessidade de sistemas mais robustos e maior complexidade de

instalacao.

Os custos das plataformas flutuantes incluiram a estrutura principal, sistemas de estabilidade,

protecdo contra corrosao e operac¢des de montagem e integracdo. Estes valores foram definidos
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com base em custos unitarios por MW, sendo influenciados pela profundidade no modelo de
sensibilidade correspondente. O custo da plataforma flutuante associada a subestacao offshore
foi estimado como uma fracdo do custo das plataformas das turbinas, assumindo-se
aproximadamente 65% deste valor, devido a subestacdo incluir equipamentos elétricos

complexos (transformadores, sistemas de protecdo e controlo).

Adicionalmente, o sistema de amarracdo incluiu linhas de amarragao, ancoras e sistemas de
ancoragem no fundo marinho. O custo total deste foi dividido em trés componentes: linhas de
amarragao, ancoras e estacas de sucgdo, e sistema de ligagdo. A reparticdo adotada foi de 45 %
para as linhas de amarragdo, 35 % para as ancoras e estacas de suc¢do e 20 % para o sistema
de ligagcdo [92], com base em referéncias de engenharia para os sistemas de amarragdo
catenaria para aguas profundas, onde as linhas constituiram a maior parcela devido ao

comprimento e custo unitdrio do aco [93].

3.2.3 Infraestrutura elétrica offshore

Para a infraestrutura elétrica offshore considerou-se cabos inter-array a 66 kV, cabos de

exportacdo a 220 kV e uma secgdo de cabo de exportagdo de 1000 mm? [62].

Para representar um comprimento real do cabo de exportagao, considerou-se um fator de rota
do cabo de exportacdo. Este fator representa quanto o comprimento real do cabo é maior do
que a distancia em linha reta entre o parque edlico offshore e a costa (onshore), dado que

existem desvios no mar.

Assim, o comprimento efetivo do cabo de exportagdo foi calculado com base na Equagao (5).

Comprimento do cabo de exportagdo = Distancia até a costa * fator de rota (5)

Os custos dos cabos de exportagdo foram calculados em fung¢do do seu comprimento, como

indica a Equagéo (6).

Ccabos = Ckm * L (6)
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Sendo,

e L — Comprimento total dos cabos, dependente da distancia a costa e de fatores de

tracado;
®  Ckm — Custo incremental por quilémetro.

O custo da subestacao offshore, foi parametrizado para estar associado a distancia do parque a

costa, como demonstra a Equacdo (7).
Csubestacio = Cpase T Cdistancia * D (7)

Sendo,

e Cpase — Custo fixo da subestacdo offshore, independente da distancia a costa;

®  Cgistancia — Custo incremental associado a distancia;

e D - Distancia a costa.
Esta metodologia traduz o aumento dos custos de fornecimento, transporte e instalagao das
infraestruturas elétricas em fung¢do da distancia do parque a rede.
3.2.4 Custos de instalagcdo

Os custos de instalacdo offshore compreenderam as operacdes associadas a montagem, ao
transporte, ao posicionamento e ao comissionamento dos equipamentos, sendo

particularmente relevantes devido a complexidade das opera¢des em ambiente maritimo.

No modelo adotado, estes custos representaram uma combinacdo de componente fixa e

termos dependentes da distancia e da profundidade, de acordo com a Equacéo (8).

Cinstala(;?lo = Cbase + Cdistancia * D+ Cprofundidade * h (8)

Este procedimento possibilitou refletir o incremento dos pregos associado a maiores distancias

(logistica e transporte) e maiores profundidades (complexidade de instalagao).
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O transporte e o reboque das plataformas sdo uma fase fundamental, particularmente no caso
dos sistemas flutuantes, onde os componentes podem ser parcialmente montados em porto e
posteriormente transferidos até ao local de instalacdo. Este processo envolve o uso de
embarcacbes especializadas e estd sujeito a restricbes operacionais, como condi¢des

meteoroldgicas e periodos favoraveis de instalacao.

A maior parte dos custos de instalacdo foram considerados proporcional a distancia a costa,

traduzindo o aumento do tempo de mobilizacdo e operacgdo das embarcacdes.

O comissionamento final englobou os testes elétricos, verificacdo de sistemas e entrada em

operagdo do parque.

3.2.5 Outros custos

Para além dos custos diretamente associados aos principais componentes do parque eélico,
foram considerados custos adicionais, associados a ligacao a rede em terra e custos indiretos,
que tém um impacto significativo para o CAPEX total. Estes custos abrangeram os custos de
desenvolvimento, ligacdo a rede onshore, seguros, gestdao de projeto e contingéncia, sendo

definidos como percentagens do investimento total na folha de célculo.

A ligacdo a rede onshore foi composta pela construcdo e instalacdo de infraestruturas em terra,
como subestagoes, linhas de transporte e obras civis associadas. Este custo dependeu da
distancia ao ponto de ligacdo a rede elétrica e da capacidade instalada do parque, podendo
representar uma parte importante do investimento total. Esta ligacdo foi modelada como
fungdo da poténcia instalada, Equagdo (9), na qual incluiu subesta¢des em terra, infraestruturas

elétricas e obras civis necessdrias a integra¢do do sistema na rede elétrica.

A margem de contingéncia teve como intuito assegurar as incertezas da fase de constru¢do do
projeto, como por exemplo variagdes de custos, imprevistos técnicos e riscos de instalacdo e
operacionais. Esta componente é particularmente relevante em projetos de edlica offshore

flutuante, onde ainda existe algum grau de incerteza tecnoldgica.

Neste plano, estas componentes dependeram sobretudo da poténcia instalada e do valor global

do investimento, ajustando-se proporcionalmente ao tamanho do projeto.
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Conshore = CMw * Pinstalada (9)

Sendo,

e cyw — Custo incremental por poténcia.

Por sua vez, os custos indiretos foram modelados como uma fracdo do CAPEX direto, como

indica a Equacdo (10).

Cindiretos = I' * Cdireto (10)
Sendo,
e r—Fracdo do CAPEX direto correspondente aos custos indiretos.

Para além da variacdo dos parametros técnicos e de localiza¢do, foram realizadas duas andlises
de sensibilidade aos pressupostos de custo, na qual se duplicou os custos unitarios e variou-se

0 WACC, CAPEX, OPEX e preco da eletricidade.

O primeiro caso foi adotado para simular um caso-limite, correspondendo a um fator de
agravamento de duas vezes aplicado a todos os custos de CAPEX e OPEX. Este contexto de
andlise foi extremo, mas é metodologicamente coerente com as praticas de andlise de
sensibilidade paramétrica em projetos de infraestrutura de grande escala, ndo tendo tido como
objetivo idealizar um cendrio provavel, mas sim estabelecer o espaco de viabilidade econdmica
do projeto e quantificar a sua exposicdo maxima ao risco de custo. Os parametros técnicos,
financeiros e o recurso edlico ndo se alteraram, de forma a isolar o efeito exclusivo do

agravamento dos custos no LCOE e na viabilidade do projeto.

Complementarmente ao cenario de custos duplicados, realizou-se mais uma andlise de
incertezas, ou seja, aumentou-se o WACC em 2 %, o CAPEX em 20 % e considerou-se uma taxa
de crescimento anual do OPEX de 2,5 %, isolada e cumulativamente. Adicionalmente, testou-se
o efeito do preco da eletricidade sobre o cenario combinado, fazendo-o variar em + 20 % em
torno do valor de referéncia, especificamente para verificar se o LCOE seria sensivel a esta
variavel, ao contrario do que sucede com o WACC, o CAPEX e o OPEX. Ao contrdrio da anadlise
anterior, esta ndo pretende estabelecer um limite extremo, mas sim quantificar a robustez do

LCOE a incertezas e aproximar mais a realidade.
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No tdpico seguinte é dado a conhecer como se calcula o OPEX no Excel.

3.3 Custos OPEX: manutencao, operag¢ao, seguros e taxas

No modelo desenvolvido, o OPEX foi representado através de um custo especifico anual por
unidade de poténcia instalada, expresso em €/MW/ano, no qual foi decomposto em OPEX do

parque edlico e OPEX do sistema de transmissdo, conforme definido na Equagdo (11) [89].

Este valor de OPEX corresponde ao termo M; da Equagdo (1), sendo introduzido no numerador

do LCOE em cada ano da fase de operacdo (anos 1 a 25).
OPEX = OPEXparque + OPEX{ransmissao (11)
O OPEX dependeu diretamente da poténcia instalada e da distancia a costa, ou seja, permitiu
analisar o seu impacto nas diferentes configuracées do projeto.
3.3.1 OPEX do parque edlico

No trabalho desenvolvido, o OPEX do parque edlico refletiu os custos de operagdo e
manuteng¢do, como inspe¢dao, manutengao preventiva e corretiva e operacgao do sistema, de

acordo com a Equacao (12).
OPEXparque = Co&M * Pinstalada (12)
Sendo,
® CogMm — Custo especifico anual da operagdo e manutengdo do parque.

Na metodologia adotada, este valor especifico foi introduzido como parametro de entrada,
sendo posteriormente multiplicado pela poténcia instalada. Desta forma, no cendrio da
variacdo da capacidade, o OPEX do parque variou proporcionalmente com o tamanho do

projeto.
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3.3.2 OPEX do sistema de transmissao

Os custos de operagdo e manutencdo de transmissdo foi modelado com base em duas
componentes: um custo fixo, associado a operacdo da infraestrutura elétrica e um termo

variavel dependente da distancia a costa, que é expresso pela Equacgdo (13).
OPEXtransmissﬁo = Cbase + Cdistancia * D (13)
Sendo,
®  Cpase — Custos fixos de operagdo da subestagdo e infraestruturas elétricas;
®  Cgistancia — Custo incremental por unidade de distancia.

Este método admite observar a subida dos precos de operacdao e manutencdo dos cabos de

exportacdo e da subestacdo offshore com o comprimento da ligacdo a rede elétrica.

Neste contexto, o OPEX de transmissdo varia diretamente com a variagdo da distancia a costa,

enquanto o termo fixo é constante.

3.3.3 OPEX total

Ao somar as duas componentes obtém-se o OPEX total anual, sendo assumido constante ao
longo da fase operacional do projeto e sé é aplicado nos anos em que o parque esta em

funcionamento.

No modelo financeiro, o OPEX foi incorporado ao longo de toda a vida util do projeto (25 anos),
sendo considerado, na fase de opera¢do, como um fluxo de caixa negativo anual. Este fluxo foi
posteriormente utilizado no calculo do Free Cash Flow (FCF), influenciando diretamente o

calculo do Levelized Cost of Energy (LCOE)

E fundamental ter em consideracio que esta abordagem foi uma simplificacdo do
comportamento real dos custos operacionais, dado que assumiu um valor constante ao longo
do tempo, nao tendo considerado explicitamente as variagdes associadas ao envelhecimento

dos equipamentos, aumento de falhas ou mudancas nas estratégias de manutencdo.

38



Na andlise de sensibilidade apresentada no tdpico 3.2.5, o OPEX foi variado ao longo dos anos

através da Equagdo (14).

OPEX, = OPEX, * (1 + g)* (14)

Sendo,
e OPEX, — OPEX do ano base (ano 0 de operacgdo);
e g—Taxade crescimento;

e t—Numero de anos decorridos desde o inicio da operagao.

3.4 Calculo da Produgao Anual de Energia (AEP)

A Producdo Anual de Energia (AEP) foi calculada com base no recurso edlico e na curva da

poténcia da turbina.

No modelo proposto, a AEP foi estimada a partir da distribuicao de Weibull, pois foi utilizada
para modelar o regime de velocidades do vento em projetos offshore, bem como na poténcia
instalada do parque, no numero de horas do ano, no fator de capacidade e nas perdas técnicas

e operacionais [94].

A poténcia gerada pela turbina foi obtida a partir da curva de poténcia, tendo sido atualizada
depois, tendo em conta, por exemplo, as perdas por disponibilidade, wake loss, perdas elétricas

e de operacao.
Posto isto, a AEP foi dividida em AEP bruta e liquida.

A producdo bruta correspondente a energia produzida antes das perdas, tendo sido calculada

através da Equacgdo (15).

AEPyrug = N ) P(@) f(v) st (15)
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Sendo,

e N - Numeros de turbinas do parque;

P(v) — Curva da poténcia da turbina;

f(v) — Numero da distribui¢do de probabilidade do vento (Weibull);
e t—Horas num ano.

Desta maneira, a AEP bruta foi calculada com base na distribuicdo de Weibull para descrever a
frequéncia das velocidades do vento ao longo do ano, associada com a curva de poténcia da
turbina (adaptada para 15 MW), para determinar a producdo energética para cada classe de
velocidade. Para cada intervalo de vento, a poténcia correspondente foi multiplicada pelo
numero de horas anuais dessa ocorréncia, sendo posteriormente efetuada a integracdo ao

longo do intervalo de velocidades, resultando no valor da energia anual.

A producdo liquida, ou seja, a energia realmente entregue a rede apds a aplica¢do das perdas

consideradas, foi obtida através da Equagdo (16).

AEPh’quida = AEPp yta * 1_[(1 — perdas) (16)

Na estrutura de cdlculo desenvolvida, a AEP liquida foi obtida a partir da AEP bruta, através da
aplicacdo de um fator de energia liquida apds perdas, que correspondeu a subtragdo entre um
e as perdas. A consideracdo das perdas técnicas e operacionais seguiu metodologias utilizadas

em estudos de previsdo da producdo energética para parques eodlicos offshore [95].
As perdas principalmente consideradas foram as seguintes:

e Disponibilidade da turbina e perda de rendimento;

e Wake losses;

e Perdas do cabo inter-array;

e Perdas do cabo de exportacdo;

e Perdas do transformador da turbina;
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e Perdas na subestacdo offshore de alta tensao;
e Perdas por limitacdo de producdo e disponibilidade do Balance of Plant.

Em complemento, o modelo incorporou uma taxa de degradacdo anual, que traduziu,
nomeadamente, as perdas dependentes ao desgaste das pas, degradacdo de componentes

elétricos e aumento das perdas de disponibilidade com o envelhecimento do equipamento.

A AEP constitui um dos parametros mais criticos no calculo do LCOE, visto que o aumento da
producdo energética permite diluir os custos totais do projeto, reduzindo o custo por unidade

de energia.

A extrapolacdo da velocidade do vento para a altura do hub foi realizada com base na lei de

poténcia da Equagdo (17).

Zy

V(zy) = V(zq) * (_)a (17)

Z
Onde,
e V(z;)—Velocidade do vento a altura de referéncia;
e V(z,)—Velocidade do vento a altura desejada;
e 7, —Altura de referéncia;
e 7, —Altura do hub;

e o — Coeficiente de wind shear.

3.5 Parametros Financeiros

A avaliagdo financeira do projeto foi realizada com base numa estrutura de fluxos de caixa
descontados. Esta metodologia permitiu considerar o momento temporal em que ocorrem os
custos e a producdo de energia, tornando a analise mais adequada a projetos de longa duracéo.

Em projetos de energia renovavel, esta abordagem é particularmente importante porque os
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custos de investimento ocorrem maioritariamente no inicio do projeto, enquanto a producao

de energia ocorre ao longo de varios anos de operacao [96].

Os principais parametros financeiros considerados incluiram a taxa de desconto WACC,
estrutura de capital, taxa de inflacdo, horizonte temporal do projeto e pressupostos de receita.
Estes parametros foram definidos como inputs no modelo implementado em Excel, afetando
diretamente o célculo do LCOE através da atualizacdo dos fluxos de caixa de investimento, de

operacdo e de producdo de energia.

Com isto, o modelo considerou um horizonte de andlise de 25 anos, correspondente a vida util
do parque. Durante este periodo, foram contabilizados os custos anuais de operacdo e
manutencdo, de energia produzida e de efeitos financeiros associados ao projeto. Os custos de
investimento foram considerados na fase inicial, enquanto os custos de desmantelamento
foram considerados no final da vida util. Esta estrutura permitiu avaliar o custo total do projeto

ao longo do seu ciclo de vida.

Para além do LCOE, o modelo permitiu calcular indicadores financeiros complementares, como
o valor atual liquido e a taxa interna de rentabilidade. Estes indicadores sao Uteis para avaliar a
viabilidade financeira do projeto, face a um determinado prego de venda da energia. No
entanto, o principal objetivo deste trabalho é a comparag¢do entre cendrios, com base no LCOE,

logo a andlise foca-se no Custo Nivelado da Energia e ndo na rentabilidade comercial do projeto.

3.5.1 Estrutura de Capital e WACC

A estrutura de capital de um projeto offshore é a combinagdo de financiamento através de
capital proprio (equity) e divida (debt), sendo esta reparticdo determinante para o custo global

do investimento [97].

O WACC constitui a taxa de desconto utilizada na atualiza¢do dos fluxos de caixa ao longo do

tempo, refletindo o risco associado ao investimento, tendo sido calculado pela Equacgdo (18).

D E
WACC=Kd*(1—t)*V+Ke*V (18)

Sendo:

e K, —Custo da divida;

42



e K, —Custo do capital préprio;
e t—Taxa de imposto;
D - .
* - Racio da divida;
E .. . .
e - Réacio do capital préprio.

No modelo desenvolvido, estes parametros foram definidos como varidveis de entrada,
permitindo analisar o impacto das diferentes estruturas financeiras na viabilidade econémica
do projeto. O WACC foi utilizado como taxa de desconto no modelo DCF, na qual foi aplicado a

atualiza¢do dos fluxos de caixa ao longo da vida util do projeto.

Dado o elevado investimento inicial associado a projetos edlicos offshore, o WACC assume uma
influéncia significativa no calculo do VAL e do LCOE, sendo um dos principais fatores de

sensibilidade do modelo.

3.5.2 Indicadores financeiros de avaliagao: VAL e TIR

Para além do cdlculo do LCOE, a metodologia adotada permitiu obter indicadores financeiros
complementares que forneceram uma avaliacdo mais abrangente da viabilidade econémica do
projeto. Entre estes, destacam-se o Valor Atual Liquido (VAL) e a Taxa Interna de Rentabilidade

(TIR).

O VAL corresponde ao valor presente dos fluxos de caixa liquidos do projeto ao longo da sua
vida util, sendo calculado através da atualizacdo dos fluxos de caixa futuros para o ano base,

utilizando a taxa de desconto definida pelo WACC, de acordo com a Equacgao (19) [98].

VAL = Z FCE, (19)
(1 + WACC)t

Sendo:
e FCF; - Fluxo de caixa livre no ano t;
e n—Vida util do projeto.
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A Taxa Interna de Rentabilidade (TIR) corresponde a taxa de desconto que anula o VAL, sendo

definida pela Equacdo (20) [99].

=

FCF,

T L+ TR

(20)

Este indicador representa a taxa de rentabilidade interna do investimento do projeto, sendo
frequentemente utilizado para avaliar a sua atratividade financeira. Um projeto é geralmente

considerado viavel quando a TIR excede o WACC.

Quando a TIR é superior ao WACC, o projeto é considerado vidvel, uma vez que gera uma
rentabilidade acima do custo de capital. Pelo contrario, se a TIR for inferior ao WACC, o projeto
ndo remunera adequadamente o capital investido, podendo comprometer o valor do projeto e

exigir reformulacgao.

No modelo desenvolvido, ambos os indicadores foram obtidos com base nos fluxos de caixa
descontados gerados pelo modelo DCF, garantindo consisténcia entre os resultados financeiros

e o calculo do LCOE.

Estes indicadores complementaram a analise baseada no LCOE, permitindo uma avaliagdo
integrada da eficiéncia econdmica e da rentabilidade financeira dos projetos de energia edlica

offshore.

3.5.3 Taxa de Inflagdo e Horizonte Temporal

A analise econémica desenvolvida consistiu num modelo DCF, visto que foi considerada a

evolucao temporal dos custos e das receitas ao longo do ciclo de vida do projeto.

No modelo adotado, todos os valores foram expressos em termos reais (EUR constantes), tendo
sido assumida uma taxa de inflagdo de 2%, alinhada com o objetivo do Banco Central Europeu
[100]. Esta abordagem permitiu eliminar o efeito da variacao geral de pregos, garantindo uma

maior consisténcia na comparac¢ao entre os custos e as receitas ao longo do tempo [101].

A distincdo entre os valores nominais e os reais foi tratada diretamente no modelo Excel, onde
os fluxos de caixa foram considerados em termos reais e descontados através do WACC real,

evitando a necessidade de indexagao explicita a inflacdo.
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O horizonte temporal do projeto foi estruturado em diferentes fases, de acordo com a légica

implementada no modelo DCF. Em particular, foram consideradas quatro fases principais:

e Fase de desenvolvimento (anos -4 a -1), onde sdo contabilizados os custos iniciais

associados a estudos, licenciamento e engenharia;

e Ano de decisdo final de investimento (Final Investment Decision — FID, ano 0), que

marca o inicio da fase de construgao;

e Fase de construcdo (anos 0 a 2), durante a qual ocorre a maior parte do investimento

(CAPEX);

e Fase de operacdo (anos 1 a 25), onde sdo considerados os custos de operagdo (OPEX) e

a Producdo Anual de Energia (AEP);

e Fase de descomissionamento (anos 26 a 27), onde sdo incluidos os custos de

desmantelamento.

No modelo Excel, os investimentos foram distribuidos ao longo dos anos de construgdo (por
exemplo, 40/ 40/ 20%), permitindo representar de forma mais realista o perfil temporal do

CAPEX.

Esta estrutura temporal permitiu avaliar corretamente o impacto do valor temporal do dinheiro
no cdlculo do LCOE, sendo particularmente relevante em projetos offshore, onde o
investimento inicial é elevado e os beneficios econdmicos sdo distribuidos ao longo de um

periodo prolongado.

3.5.4 Pressupostos de Receita

A modelacdo das receitas considera diferentes regimes de remuneracao, incluindo tarifas fixas
e exposicdo ao mercado, de acordo com as praticas correntes na avaliacdo de projetos de

energia renovavel [96].

Neste estudo, consideraram-se trés regimes de remunerag¢do possiveis: a tarifa fixa (feed-in
tariff), em que o produtor recebe um preco fixo por unidade de energia produzida; os regimes

de mercado, com exposicao direta a volatilidade dos precos da eletricidade; e os mecanismos
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hibridos, como os Contracts for Difference (CfD), que permitem estabilizar as receitas através

da compensacdo entre um prec¢o contratual e o preco de mercado.

No presente trabalho, a modelacdo das receitas foi realizada com base num regime de
remuneracao faseado, integrando uma tarifa fixa do tipo feed-in (FiT) durante o periodo inicial

de operagdo e uma transigdo posterior para um regime de mercado.

Atualmente, os mecanismos de remuneragdo da producdo renovavel evoluiram, sendo
baseados sobretudo em leilGes competitivos, contratos por diferenca (CfD) e acordos bilaterais
de compra de energia (PPAs), pelo que o regime de feed-in tariffs foi eliminado para novos

projetos com a reforma do setor elétrico.

Os pressupostos de receita foram definidos com base no prego de venda da eletricidade ao

longo da vida util do projeto.

A receita anual do projeto foi calculada como o produto da AEP pelo preco da eletricidade, de

acordo com a Equagdo (21).
R, = AEP, * p, (21)
Sendo:
e R;—Receitanoanot;
e AEP; — Producgdo energética liquida;
e p;—Preco daeletricidade.

A receita nivelada foi calculada com base nos fatores de anuidade descontados A(r, n), como
demonstra a Equagdo (22).
_ p1 * A(r, nl) + | [A(I‘, 1'1) - A(I‘, nl)]

Rniv - A(I‘, n) (22)

Sendo:

e R,y — Receita nivelada;

e p; —Preco da eletricidade no primeiro periodo de remuneragao;
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e p, —Preco de mercado nos anos de 16 a 25 anos;

e 1n; —Duragdo do primeiro periodo (15 anos);

e n - Horizonte total do projeto (25 anos);

e r—Taxa de desconto (WACC);

A(r, n) — Fator de anuidade descontado.
O fator de anuidade foi definido pela Equagdo (23).

A(r,n) = ﬂ (23)

3.5.5 Depreciagao

A depreciacdo dos ativos representou a distribuicdo do investimento inicial ao longo da vida util
do projeto, que foi um elemento relevante na determinagdo dos resultados financeiros e das
obrigac0es fiscais associadas, com o objetivo de refletir a perda do valor dos equipamentos ao

longo do tempo e o seu impacto na andlise financeira do projeto.

No modelo desenvolvido, foi adotado o método de amortizacgdo linear (Straight Line), no qual
o valor total do investimento foi distribuido de forma uniforme ao longo da vida util do projeto.
Esta abordagem permitiu representar de forma simples e consistente a evolugdao do valor

contabilistico dos ativos.

A fiscalidade, nomeadamente a aplicacdo da taxa de imposto sobre os lucros, influenciou
diretamente os fluxos de caixa liquidos do projeto, afetando a rentabilidade global e os

indicadores financeiros obtidos.

A integracdo da depreciacdo e da fiscalidade no modelo DCF permitiu representar de forma
mais realista o desempenho econdmico do projeto, na qual se considerou ndo apenas os custos

e receitas operacionais, mas também os efeitos fiscais associados a exploracdo do ativo.
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A consideracao da depreciacao foi particularmente relevante na determinac¢ao dos encargos
fiscais e na modelacdo dos fluxos de caixa liquidos do projeto, influenciando indiretamente os

indicadores econémicos obtidos.

Os parametros financeiros descritos desempenharam um papel determinante no modelo DCF,
influenciando diretamente o valor atualizado dos custos e das receitas ao longo do tempo.
Desta forma, a sua correta definicao é essencial para garantir a robustez da andlise econémica

e da fiabilidade dos resultados obtidos, nomeadamente no céalculo do LCOE.

3.6 Validagao de calculo com o software SAM

Com base na analise dos softwares apresentados no Capitulo 2, concluiu-se que o software
comercial System Advisor Model (SAM), desenvolvido pelo National Renewable Energy
Laboratory (NREL) era o mais apropriado para complementar e validar os resultados obtidos
através do modelo desenvolvido em Excel, dado que permitia usufruir gratuitamente, sem
restricdo de licenciamento para utilizacdo académica. No presente trabalho, o SAM foi utilizado
como ferramenta auxiliar de validagao, permitindo comparar os valores do LCOE obtidos no

modelo DCF em Excel com os resultados calculados por um software externo.

Inicialmente foi selecionado o modelo Wind — LCOE Calculator (FCR Method), para calcular
diretamente o LCOE com base na poténcia instalada, Produ¢ao Anual de Energia, custos de
investimento, custos de operagdao e manutengao e taxa de encargo fixo. Esta abordagem
revelou-se adequada para a comparagdao com o modelo desenvolvido em Excel, pois permitiu
introduzir de forma agregada os principais parametros técnico-econdmicos do parque edlico

offshore e analisar a sua influéncia no LCOE.

A metodologia abordada no SAM consistiu na criacdo de ficheiros independentes para cada
grupo de andlise paramétrica. Foram criados trés ficheiros, um para a variacdo da distancia a
costa, outro para a variacdo da profundidade e outro para a variagdo da poténcia instalada.
Dentro de cada ficheiro foram criados diferentes casos de simulagdo, correspondentes aos
cenarios analisados no modelo Excel. Esta organizagdo permitiu manter uma estrutura clara e

facilitar a comparacao direta entre os resultados das duas ferramentas.
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Para a caracterizacdo técnica do parque edlico foi definida uma turbina offshore de 15 MW,
com diametro de rotor de 236 m e altura do hub de 150 m. No cenario de referéncia, o parque
é composto por 17 turbinas, correspondendo a uma poténcia instalada de 255 MW, de acordo
com a Figura 15. O recurso edlico foi representado através de um ficheiro meteorolégico
offshore disponivel no SAM, mantendo-se o recurso em todos os cendrios, de modo a garantir
que as diferencas de LCOE resultassem apenas da altera¢do da varidvel em estudo. Desta forma,

a comparacao entre cenarios foi realizada em condi¢des homogéneas de vento e de produgao.

No separador Wind Farm, foi definido o nimero de turbinas de cada cenario e foi utilizado o
modelo de wake effects do tipo Constant Loss, com uma perda interna de 9%, de acordo com o
modelo desenvolvido em Excel. Para além das wake effects, foram consideradas as perdas de
disponibilidade da turbina de 3%, perdas elétricas associadas a infraestrutura do parque e

perdas curtailment de 1%, como se pode observar na Figura 16.

Nos cendrios em que a distdncia a costa se manteve constante, as perdas elétricas foram
mantidas iguais as do caso base. Nos cenarios de variagao da distancia, essas perdas foram

ajustadas de forma a representar o aumento das perdas no cabo de exportagao.

Wind Turbine
Select a turbine from the library

© Define turbine design characteristics

Rated output 15,000.00 kW

Rotor diameter 236.00 m

Hub height 150 m

Shear coefficient 0.1
User-defined rated output 15000 kw
User-defined rotor diameter 236 m
Maximum Cp 0.45

Maximum tip speed 80 m/s
Maximum tip-speed ratio 8
Cut-in wind speed 4m/s
Cut-out wind speed 25 m/s

Drive train design 3 Stage Planetary
Blade design Advanced Design

Tower design Advanced Design

Figura 15 — Caracterizacdo técnica do parque edlico offshore
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Please specify the number of
Use a single turbine turbines using the Turbine
Nind Resource = y
Wind Resource _ Specify desired farm size Number of turbines in farm 17 Layout options below.
nd Turbin Specify number of turbine: cc
Wind Turbine O specify nu of turbines System nameplate capacity 255,000.000 kw
I Wind Farm ]
Wake Effects System Availability
Losse
Wake model Constant Loss Edit losses... Constant loss: 0.0
Uncertain T
Turbulence coefficient
Grid Limit
Constant loss 9 %
Financial Parameters
Turbine Layout
_) Import wind turbine location data file '
We bt
© Define wind farm using layout generator (below) H
Turbine Layout Map
Turbines per ro 17 -
= eI 30000 -
Number of rows 1
Shape Square / Rectangle / Parallelogra .
P 9 2 25000}
Turbine spacing 8 rotor diameters
Row spacing 8 rotor diameters
20000 -
Offset for rows 4 rotor diameters
Offset type Every Other Row
Row orientation 0 deg
| 10000}
5000 -
O © ¢ ¢ e s o o ¢ 0 ¢ 06 0 0 0 0
n L " L L L L
0 5000 10000 15000 20000 25000 30000
Simulate > l‘_ meters
Parametrics Stochastic

Figura 16 — Configuragao do parque edlico offshore de referéncia

No separador Financial Parameters, foi selecionada a op¢do Enter costs in S/kW, permitindo
introduzir os custos especificos de investimento e operagao em fun¢do da poténcia instalada,
tal como na Figura 17. Esta opgdo foi considerada a mais adequada, uma vez que facilita a
compara¢do com os custos unitdrios utilizados no modelo Excel. Para cada cenario foram
introduzidos o capital cost, fixed operating cost e fixed charge rate (FCR). O custo variavel de
operacdo foi considerado nulo, pois os custos operacionais foram representados através do
custo fixo anual. A vida util do projeto foi definida como 25 anos e a taxa de inflagdo foi
considerada 0 %, permitindo trabalhar com valores reais e aproximar a metodologia do SAM a

abordagem utilizada no modelo DCF em Excel.

A taxa de encargo fixo (Fixed Charge Rate), foi utilizada como parametro financeiro equivalente
a anualizacdo dos custos de capital do projeto. Este parametro permite converter o
investimento inicial num encargo anual equivalente, sendo depois dividido pela energia anual
produzida para obter o LCOE. Embora o modelo Excel utilize uma abordagem DCF mais

detalhada, com fluxos de caixa anuais descontados, o método FCR do SAM permite obter uma
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aproximacao robusta ao LCOE, desde que os principais pressupostos financeiros e técnicos

sejam mantidos coerentes entre os dois modelos.

File v @Add

Wind

distancia_20km v distancia_60km v distancia_100km v

LCOE Calculator

The fixed-charge rate method of calculating the levelized cost of energy simplifies time-dependent calculations and is appropriate for market-level analysis
Wind Resource such as for the NREL Annual Technology Baseline, or for very preliminary project analysis. The cash flow method of SAM's other financial models is more

. suitable for more detailed project analysis. See Help for details.
Wind Turbine

Wind Farm Capital and Operating Costs
System capacity 255,000.000 kW
Enter costs in § © Enter costs in $/KW
Capital cost 4 477961
Grid Lirr :
Fixed operating cost (annual) ( 68.00
Financial Parameters
Variable operating cost 00000 $/kwh
Financial Assumptions
© Enter fixed charge rate Calculate fixed charge rate
Fixed charge rate (real) 00771 Analysis period years Fixed charge rate (FCR 00771
Inflation rate %/year FCR = CRF - PFF - CFF (see below)
Intemnal rate of return (nominal) 13 %/year
Project term debt 60 % of capital cost
Nominal debt interest rate %/year
Effective tax rate %/year
Depreciation schedul eu % of capital cost
Annual cost during (ons:'uthcnn % of capital cost
Nominal construction interest rate : %/year
Reference Values
Capital recovery factor (CRF) 0095 Capital cost (CC)  1,218,800,550.00 §
Project financing factor (PFF) 1 Fixed operating cost (FOC) 17,340,000.00 §
S ;
Simulate Construction financing factor (CFF) Variable operating cost (VOC 000 $/xwWh
Parametrics Stochastic LCOE = (FCR - CC + FOC ) / Annual Energy + VOC WACC (for reference only) 0.082

Figura 17 — Parametros financeiros

Para a analise da variacdo da distancia a costa, foram simulados os cenarios de 20 km, 60 km e
100 km. Neste caso, a poténcia instalada, profundidade, nimero de turbinas e recurso edlico
foram mantidos constantes, sendo alterados principalmente os custos associados a

infraestrutura elétrica, instalagao offshore, operagao e manutengdo e perdas elétricas.

Para a analise da varia¢do da profundidade, foram simulados os cendrios de 60 m, 100 m e 150
m. Nesta parte, a distancia a costa foi mantida fixa e foram ajustados os custos associados as

fundagdes flutuantes, sistemas de amarragdo e instalagao offshore.

Para a analise da variagcdo da poténcia instalada, foram simulados os cendrios de 100 MW, 500
MW e 1000 MW. Como a turbina considerada possui uma poténcia nominal de 15 MW, foi
necessario utilizar um nimero inteiro de turbinas no SAM, resultando em poténcias simuladas
ligeiramente diferentes das poténcias nominais do Excel. Por isso, foram utilizados parques com

7 turbinas, 33 turbinas e 67 turbinas, correspondendo a 105 MW, 495 MW e 1005 MW,

51



respetivamente. Esta aproximacao foi considerada aceitavel, uma vez que o objetivo principal

da simulacao era validar a tendéncia econdmica associada ao aumento da escala do projeto.

ApOds a realizagdo das simulagdes, os valores de LCOE obtidos no SAM foram convertidos de
cS/kWh para €/MWh, considerando que 1 ¢/kWh corresponde aproximadamente a 10 €/MWh.
Esta conversdo permitiu comparar diretamente os resultados do SAM com os valores
apresentados no modelo Excel. Para cada grupo de andlise, foi construida uma tabela
comparativa com os valores obtidos em ambas as ferramentas e com os respetivos desvios, no

capitulo que se segue.
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4 Casos de estudo

O presente capitulo aplica a metodologia desenvolvida ao longo do trabalho, avaliando o
impacto dos principais parametros técnicos e econémicos no Custo Nivelado da Energia de um

parque eélico offshore flutuante.

Este capitulo apresenta a aplicagdo pratica da metodologia descrita no Capitulo 3, de um parque
eolico offshore flutuante de referéncia com 255 MW de capacidade instalada. S3o descritas as
configuragdes do parque e os resultados do LCOE obtidos para os trés cendrios de sensibilidade.
Também sdo comparados os valores calculados no Excel, com os resultados obtidos no software

SAM. Por fim, apresenta-se uma discussado critica dos mesmos.

4.1 Caracterizagao do parque edlico offshore

O parque de referéncia tem 255 MW de capacidade instalada, com 17 turbinas de 15 MW cada,
situado a 100 m de profundidade e a 20 km da costa, garantindo um compromisso entre a
disponibilidade do recurso edlico, da minimizagao de impactos visuais e das limitagdes técnicas
associadas a ligacdo elétrica a rede. Estas condi¢cbes foram escolhidas por serem
representativas das zonas identificadas no PAER, onde a batimetria impde a tecnologia
flutuante. A opg¢do por turbinas de 15 MW segue a tendéncia atual do setor, que favorece
equipamentos de maior porte para reduzir o custo especifico por MW e maximizar a producdo

energética.
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Estes parametros condicionam diretamente a AEP, o CAPEX e o OPEX, que por sua vez

determinam o LCOE calculado nas sec¢des seguintes.

A Tabela 3 apresenta os principais parametros adotados para a caracteriza¢do do parque edlico

offshore em estudo.

Para além do cendrio de referéncia, sdo posteriormente analisadas as variacGes destes

parametros, nos cendrios de sensibilidade.

Tabela 3 — Caracterizagdo do parque edlico offshore

Categoria Parametro Valor considerado  Unidade
Vida atil do projeto 25 anos
Poténcia instalada do parque 255 MW
Parque Numero de turbinas 17 -
Fator de capacidade bruto 49,5 %
Fator de capacidade liquido 41,6 %
Poténcia nominal da turbina 15 MW
Turbina Diametro do rotor 236
Altura do hub 150
Profundidade de referéncia 100
Localizagao Distancia a costa 20 km
Tipo de fundacdo Flutuante -
Tensdo dos cabos inter-array 66 kv
Tensdo do cabo de exportacdo 220 kv
Infraestrutura Secc¢do do cabo de exportagdo 1000 mm?
elétrica Fator de rota do cabo de exportagdo 1,1 -
Comprimento do cabo de exportagdo 22 km
Numero de cabos de exportacdo 1 -
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4.2 Analise dos dados: recursos edlicos, CAPEX, OPEX e
financiamentos

A andlise dos dados constitui uma etapa fundamental na avaliagdo do desempenho técnico e
econdmico do parque eélico offshore, permitindo compreender a influéncia dos principais

parametros no calculo do LCOE.

Neste contexto, sdo analisados os principais inputs do modelo, nomeadamente o recurso edlico,
a estrutura de investimento (CAPEX), os custos operacionais (OPEX) e os parametros financeiros,

gue suportam a estimativa da producdo de energia e dos custos associados ao projeto.

4.2.1 Recursos edlicos

Para o presente estudo, considerou-se uma velocidade média do vento de 8,5 m/s a uma altura
de 100 m, valor representativo das condicbes offshore. Esta velocidade foi posteriormente
extrapolada para a altura do hub (150 m), utilizando a lei de poténcia e um coeficiente de wind
shear de 0,1, tipico de ambientes maritimos, resultando numa velocidade média aproximada

de 8,85 m/s.

A variabilidade do vento foi modelada através de uma distribuicdo de Weibull, caracterizada
por um fator de forma k = 2,4, adequado a regimes de vento relativamente estaveis, como os

verificados em contexto offshore.

Estes parametros permitiram descrever a frequéncia de ocorréncia das diferentes velocidades
do vento, constituindo a base para o cdlculo da producdo energética, apresentado na sec¢ao

seguinte (4.3).

4.2.2 CAPEX

Em termos econdmicos, o CAPEX total do projeto foi estimado em aproximadamente 1 218,8
ME, correspondendo a um custo especifico de cerca de 4,78 M€/MW, tal como apresentado na

Tabela 4.

As subcategorias que foram consideradas para os custos sdao especificadas no Anexo B: Input

do CAPEX.
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Tabela 4 — Decomposi¢do do CAPEX do parque de referéncia

Componente CAPEX Custo total (M€) Especifico (M€/MW)
DEVEX 42,00 0,17
Fornecimento das turbinas 320,00 1,26
Plataforma flutuante 168,00 0,66
Sistema de amarracdo 100,00 0,39
Instalacdo offshore 96,00 0,38
Infraestrutura elétrica offshore 267,00 1,05
Ligacdo a rede onshore 115,00 0,45
Outros CAPEX 110,80 0,44
CAPEX total 1218,80 4,78

Com a Tabela 4 e Figura 18, a decomposicdo do CAPEX evidencia que o fornecimento das
turbinas edlicas representou 26 % do investimento total, sendo a maior componente do
investimento, seguido da infraestrutura elétrica offshore (22%) e das plataformas flutuantes
(14%), enquanto as restantes componentes, como a instalagdo offshore (8%), os sistema de
amarragdo (8%), a ligagdo a rede (9%), os custos de desenvolvimento (4%) e os outros CAPEX

(9%), apresentam contributos mais reduzidos na estrutura global de custos.

99, 1%

9%

22%
8% 8%
B Custos de Desenvolvimento B Fornecimento de turbinas edlicas (WTG)
H Plataforma Flutuante B Sistema de amarracdo
H Instalagdo offshore H Infraestrutura Elétrica Offshore
B Conexdo a rede elétrica em terra W Outros CAPEX

Figura 18 — Decomposigdo percentual do CAPEX do parque de referéncia
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4.2.3 OPEX

O OPEX do parque edlico cobre a manutengao preventiva e corretiva, operacdo, seguros e
logistica maritima. Para os sistemas flutuantes, estes custos sdo superiores aos das fundagdes
fixas, pelo que se adotou um custo especifico de 60 000 €/MW/ano, acima dos 40 000 a 50 000
€/MW)/ano tipicos da fundacdo fixa. Para os 255 MW de referéncia, resulta em 15,3 M€/ano.

Adicionalmente, o OPEX de transmissdo tem duas componentes: uma fixa de 1,82 M€/ano
(aproximadamente 1% do CAPEX de transmissdo) e uma variavel de 0,01 M€/ano por km de
cabo. Para o cenario base de 20 km (comprimento efetivo de 22 km), o OPEX de transmissdo foi

de 2,04 M€/ano, perfazendo um OPEX total de 17,34 M€/ano (68 000 €/MW/ano).

A Tabela 5 detalha esta estrutura.

Tabela 5 — Decomposi¢dao do OPEX do parque de referéncia

Componente OPEX Custo total (M€) Especifico (M€/MW/ano) ‘
OPEX do parque edlico 15,30 0,06
OPEX da transmissao: fixo 1,82 0,007
OPEX da transmissdo: variavel 0,22 0,00086
OPEX da transmissdo: total 2,04 0,008
OPEX total 17,34 0,068
DECOM (65 % dos custos de instalagdo) 62,40 0,245 M€/MW

O OPEX do parque edlico (15,3 M€/ano) domina face ao OPEX de transmissdo (2,04 M€/ano),

embora este Ultimo cresca com a distancia a costa, como se vé nas secgles seguintes.

O DECOM nédo é um custo anual, ocorre apenas no final dos 25 anos de operacdo, pelo que é
tratado separadamente na Tabela 5. Adotou-se 65% dos custos de instalagao offshore como
estimativa [93], que aponta um intervalo entre 50% e 80% consoante a profundidade e a

complexidade das infraestruturas a remover.
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4.2.4 Parametros financeiros e financiamento

No dmbito dos casos de estudo analisados, os parametros financeiros adotados correspondem
aos valores definidos no modelo econédmico implementado em Microsoft Excel, representando

condigdes tipicas de financiamento para projetos de energia edlica offshore flutuante.

Foi considerada uma taxa de custo médio ponderado do capital (WACC) de 5,5%, em termos
reais pdés-impostos, refletindo uma estrutura de financiamento composta por 70% de divida e
30% de capital préprio, com custos associados de 4,5% (custo da divida, K4) e 8,5% (custo do

capital proprio, K,), respetivamente, como se pode observar na Figura 19.

O valor de 5,5% resulta da aplicacdo da formula WACC apresentada na metodologia, resultando
de um valor de 4,91 %. No entanto, foi adotado um WACC ajustado de 5,5 %, incorporando um

prémio de risco adicional associado a maturidade tecnoldgica da edlica flutuante.

A avaliagdao econdmica foi realizada com base numa abordagem de Fluxo de Caixa Descontado,
sendo considerados, para cada cendrio analisado, os fluxos de caixa associados ao investimento
inicial (CAPEX), custos operacionais anuais (OPEX), receitas da venda de energia e custos de
desmantelamento. Estes fluxos foram atualizados ao ano base através da taxa WACC,

permitindo calcular o valor presente dos custos e da energia produzida.

Relativamente a estrutura de receitas, foi assumido um regime de remuneracao faseado, com
uma tarifa fixa do tipo feed-in de 60 €/MWh durante os primeiros 15 anos de operacdo, seguida
de um regime de mercado com um preco da eletricidade de 50 €/MWh até ao final da vida util
do projeto. O valor de 60 €/MWh reflete um cenario de apoio a producdo, estando alinhado
com valores tipicos de leildes europeus para tecnologias offshore emergentes, enquanto o
preco de 50 €/MWh representa um valor médio aproximado do mercado grossista de

eletricidade.

A receita nivelada equivalente, isto €, o preco constante em €/MWh que, descontado ao WACC

de 5,5%, gera o mesmo valor presente das receitas faseadas, foi calculada através da expressao

apresentada no capitulo da metodologia (3.5.4). Ao substituir os valores, obtém-se o seguinte:
60 * A(5,5 %, 15) + 50 * [A(5,5 %, 25) — A(5,5 %, 15)]

v = = 57,29 €/MWh
v A(5,5 %, 25) ' /
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Para além disto, o modelo utiliza o EUR como moeda de referéncia, sendo o ano da Decisdo
Final de Investimento (FID) definido como o Ano 0 da linha temporal do projeto. Todos os
valores de entrada e saida sdo expressos em termos reais (EUR constantes), ou seja, liquidos do

efeito da inflacdo a partir desse ano base.

Adicionalmente, foi considerada uma taxa de inflacdo de 2 % e uma taxa efetiva de imposto
sobre os lucros de 25 %. O horizonte temporal do projeto foi definido como 25 anos de operacao,
incluindo uma fase de desenvolvimento, construcao e desmantelamento, permitindo capturar

adequadamente a evolugdo dos custos e das receitas ao longo do ciclo de vida.

Estes parametros financeiros podem ser observados na Figura 19, na qual influenciam
diretamente os resultados dos casos de estudo, nomeadamente o valor do LCOE, uma vez que
afetam o custo do capital e o valor temporal do dinheiro, assumindo uma particular relevancia

em projetos caracterizados por elevados investimentos iniciais.

General Inputs

Currency EUR
FID Year
Input Terms (EUR) Real EUR in FID Year
Output Terms (EUR) Real EUR in FID Year
Inflation rate % 2.00%|
Operational Years 25

Capital Structure (Project Finance)

Debt 70.00%|
Equity 30.00%)
Debt-to-Equity Ratio 2.33
Debt rate 4.50%
Equity rate 8.50%
Effective Corporate Tax Rate 25.00%
WACC

WACC (Real Post-tax) 5.50%

Windfarm Earnings Assumptions

Subsidy 60.00| (EUR/MWHh)
Subsidy Period 15 (Years)
Electricity Price 50|(EUR/MWHh)

Figura 19 — Parametros financeiros do modelo Excel
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4.3 Calculo da Produc¢ao Anual de Energia (AEP)

A estimativa da AEP constitui uma etapa fundamental na avaliagdo do desempenho técnico e
econémico do parque edlico offshore, uma vez que determina a quantidade de energia

efetivamente produzida e influencia diretamente o LCOE.

No presente trabalho, a AEP foi calculada com base na caracterizacdo do recurso edlico
apresentada na seccdo anterior, na curva de poténcia da turbina selecionada e na consideracao

das principais perdas técnicas e operacionais do sistema.

O recurso edlico foi modelado através de uma distribuicdo de Weibull, com parametro de forma
k = 2,4, valor caracteristico dos locais offshore com regime de vento relativamente estavel. A
velocidade média do vento considerada foi de 8,5 m/s a 100 m de altura, tendo sido
posteriormente extrapolada para a altura do hub (150 m) através da lei de poténcia, resultando

numa velocidade média de aproximadamente 8,85 m/s.

A curva de poténcia da turbina considerada (15 MW) constitui um elemento essencial no calculo
da produgdo de energia, estabelecendo a relagdo entre a velocidade do vento e a poténcia

elétrica produzida, como demonstra a Figura 20.

Assim, abaixo da velocidade de cut-in (4 m/s), a energia cinética do vento ¢é insuficiente para
superar os momentos resistentes do rotor, pelo que a turbina permanece em repouso e a

poténcia produzida é nula.

Entre a velocidade de cut-in e a velocidade nominal (13 m/s), a turbina opera em regime parcial,
sendo que a poténcia gerada aumenta com o cubo da velocidade do vento, refletindo o

aumento da energia disponivel na massa de ar incidente.

A partir da velocidade nominal, o sistema de controlo da turbina, nomeadamente através do
ajuste do passo das pas, limita a poténcia ao valor nominal de 15 MW, independentemente do
aumento da velocidade do vento. Este regime garante a prote¢do dos componentes mecanicos

e elétricos, evitando esforgos excessivos.

Acima da velocidade de cut-out (25 m/s), a turbina entra em modo de paragem de seguranca,
sendo interrompida a producdo de energia e a poténcia é reduzida abruptamente para zero, de

forma a prevenir danos estruturais provocados pelas cargas aerodinamicas elevadas.
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Figura 20 — Curva de poténcia da turbina de 15 MW

A partir deste processo, obteve-se uma Producdo Anual de Energia bruta, de aproximadamente

1 105,8 GWh/ano, correspondente a um fator de capacidade bruto de cerca de 49,5 %.

Contudo, a produgao efetiva do parque é inferior a produc¢do bruta, devido a um conjunto de
perdas associadas a opera¢do do sistema, incluindo perdas aerodinamicas, elétricas e

operacionais.

Adicionalmente, a combina¢do da curva de poténcia com a distribuicdo de Weibull permite
converter o recurso edlico em producdo energética ao longo do tempo, constituindo a base do

calculo da AEP.

A Figura 21 apresenta a distribuicdo da velocidade do vento modelada através da funcdo de
Weibull, bem como a producao de energia associada a cada intervalo de velocidade. Observou-
se que a maior frequéncia de ocorréncia das velocidades do vento se concentrava entre
aproximadamente 6 e 10 m/s, atingindo um valor maximo em torno dos 8 e 9 m/s. Esta
distribuicdo reflete o regime de vento caracteristico das zonas offshore, onde predominam as

velocidades intermédias relativamente estaveis.

No entanto, verificou-se que a produgao de energia apresentava um comportamento distinto,

atingindo o seu maximo para velocidades mais elevadas, aproximadamente entre 11 e 12 m/s.
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Este desfasamento entre a frequéncia de ocorréncia e a producao energética deve-se a relacao
ndo linear entre a velocidade do vento e a poténcia gerada pela turbina, sendo esta
proporcional ao cubo da velocidade do vento. Por exemplo, uma duplicacdo da velocidade do
vento traduz-se num aumento de oito vezes da poténcia gerada, o que explica por que os
intervalos de vento mais fortes, apesar de menos frequentes, dominam a producdo total de

energia.

Desta forma, concluiu-se que as velocidades intermédias e altas desempenharam um papel
determinante no desempenho energético do parque edlico, sendo responsaveis pela maior
parte da Producdo Anual de Energia. Este comportamento evidencia a importancia de uma
correta caracterizagdo do recurso eélico e da curva de poténcia da turbina na estimativa da AEP,

com impacto direto no calculo do LCOE e na viabilidade econémica do projeto.
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Figura 21 — Curva de Weibull e producdo de energia

A Tabela 6 apresenta os principais parametros do recurso edlico e as perdas consideradas no

calculo da AEP.

O detalhe completo deste célculo, incluindo os pressupostos utilizados e a produc¢do de energia

por classe de velocidade do vento, é apresentado no Anexo C: Calculo da AEP.

Como se observou, as perdas totais consideradas no modelo ascenderam a aproximadamente
15,87 %, resultando numa eficiéncia global do sistema de cerca de 84,13 %. Entre as principais
componentes, destacaram-se as wake losses, associadas a interagdo aerodinamica entre as

turbinas e as perdas elétricas ao longo da infraestrutura de transmissdo.
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Apds a consideracdo destas perdas, obteve-se uma AEP liquida de 930,26 GWh/ano,
correspondente a um fator de capacidade liquido de cerca de 41,6 %, sendo um valor
consistente para os projetos edlicos offshore de grande escala com elevado potencial de recurso

edlico.

Para além das perdas técnicas fixas consideradas, o modelo incorporou ainda a variabilidade
interanual do recurso edlico e a disponibilidade operacional ao longo da vida (til do projeto,

permitindo uma representacao mais realista da produgdo energética ao longo do tempo.

A AEP liquida de 930,26 GWh/ano entra no denominador do LCOE. Um desvio de 1% neste valor
propaga-se diretamente para o custo final em cerca de 1,3 €/MWh no cendrio de referéncia, o

que justifica o cuidado na defini¢cdo das perdas e da distribuicdo de Weibull.

Tabela 6 — Parametros do recurso edlico, perdas e AEP do parque de referéncia

Fator de Perda / Parametro Descricao
Fator de capacidade bruto 49,50 % Antes de perdas
Perdas de disponibilidade 3,00 % Manutengao e avarias
Perdas de esteira (wake losses) 9,00 % Tipico para array de 17 turbinas
Perdas cabos inter-array 2,00 % Sistema 66 kV
Perdas cabo de exportagao 0,775 % 220 kV, 22 km efetivos (0,5 %

fixo + 0,0125 %/km * 22 km)

Perdas transformador turbina 0,50 % -
Perdas subestacgdo offshore (OHVS) 0,50 % -
Curtailment e auxiliares 1,00 % -
Eficiéncia liquida total 84,13 % Produto de todos (1 — perda)
AEP bruta 1 105,77 GWh/ano 255 MW x 8.760 h x 49,50%
AEP liquido 930,26 GWh/ano AEP bruta x 84,13%
Degradacgdo anual 0,50%/ano Aplicada ao longo de 25 anos

Com base na AEP obtida, procede-se na sec¢do seguinte a avaliagdo econdmica do projeto,

através do calculo do LCOE.
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4.4 Resultados do LCOE para os casos de estudo

Nesta sec¢do apresentam-se os resultados dos trés cenarios de sensibilidade. Em cada modelo,
apenas um parametro variou, distancia, profundidade ou poténcia, tendo mantido os restantes
fixos nos valores de referéncia. Antecipando os resultados: a distdncia dominou com variacdes
superiores a 40 €/MWh, a profundidade teve um impacto moderado (aproximadamente 11

€/MWh) e o aumento de escala reduziu o LCOE em aproximadamente 17 €/MWh.

4.4.1 Variacao da distancia do parque a costa

No primeiro cendrio, a distancia do parque a costa foi variada entre 20 km e 100 km, em
incrementos de 20 km, mantendo constante a profundidade de 100 m e a poténcia instalada

de 255 MW.

Os resultados obtidos na Tabela 7, evidenciam um aumento médio de cerca de 10 €/MWh por
cada 20 km adicionais, refletindo o impacto significativo do comprimento e custos do cabo de
exportagdo e instalagdo offshore, bem como o OPEX de transmissdo e as perdas elétricas. A
distancia a costa constitui, assim, um dos principais drivers de custo do sistema, influenciando

diretamente o CAPEX e LCOE.

Ao analisar a Tabela 7, verifica-se que a infraestrutura elétrica é o principal responsavel pelo
aumento do LCOE, verificando-se um crescimento significativo desta componente entre os
diferentes cendrios, passando de cerca de 24,56 €/MWh para 58,31 €/MWh. Este aumento é
diretamente proporcional ao comprimento do cabo de exportagdo, cujo custo cresce

linearmente com a distancia, conforme modelado no CAPEX.

Assim, maiores distancias implicam maior complexidade de instalacdo e maior tempo de

operacgao das embarcagdes, contribuindo para o aumento dos custos logisticos.

O LCOE aumentou de 130,22 €/MWh para 171,80 €/MWh, correspondendo a um acréscimo
total superior a 40 €/MWh.

64



Tabela 7 — Decomposi¢do do LCOE: variagdo da distancia do parque a costa

Turbinas 29,43 29,59 29,76
FundacGes flutuantes 15,45 15,54 15,62
Instalacdo offshore 8,83 10,36 11,90
Infraestrutura elétrica 24,56 41,34 58,31
Outros CAPEX 10,19 12,06 13,95
CAPEX (Total) 103,77 123,47 143,39
OPEX 20,28 20,91 21,54

DECOM 1,86 2,18 2,50
LCOE Total 130,22 150,89 171,80

A Figura 22 confirma a relagdo linear entre a distancia e o LCOE, com um declive aproximado
de 0,52 €/MWh/km. Isto apresenta relevancia no contexto europeu, onde a expansdo da edlica
offshore tende a ocorrer progressivamente a maiores distancias da costa, aumentando assim a
importancia da otimizagdo dos custos de transmissdo. Para as zonas do PAER portugués,
maioritariamente entre os 20 e 60 km da costa, este declive corresponde a um intervalo de 130

a 150 €/MWh.
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Figura 22 — Evolugdo do LCOE: variagdo da distancia do parque a costa
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4.4.2 Variacao da profundidade

No segundo cenario fixou-se a distancia (20 km) e a poténcia (255 MW) e variou-se a
profundidade entre 60 e 150 m. Na costa portuguesa, a maioria das zonas do PAER ja comeca
em profundidades superiores a 50 m, pelo que este intervalo é diretamente aplicavel. Os
componentes sensiveis a profundidade sdo as plataformas, o sistema de amarracao e parte dos

custos de instalagdo.

A Tabela 8 mostra a decomposicdo do LCOE para os cendrios de variacdo da profundidade da
adgua. O LCOE aumentou de 136,35 €/MWh para 147,42 €/MWh entre 60 m e 150 m,

correspondendo a um acréscimo de aproximadamente 11 €/ MWh.

Ao observar os dados, o componente que contribui mais para esta subida foram as fundacdes
flutuantes, aumentando de 25,02 €/MWh para 32,05 €/MWh. Os restantes componentes
variam pouco. Comparando com o cendario da distdncia, o LCOE variou mais de 40 €/MWh,

sendo notdrio que a profundidade tem um peso inferior na estrutura dos custos.

Tabela 8 — Decomposi¢do do LCOE: variacdo da profundidade

Componente LCOE 60 m (€/MWh) 100 m (€/MWh) 150 m (€/MWh)
DEVEX 4,32 4,32 4,32
Turbinas 29,43 29,43 29,43
Fundagdes flutuantes 25,02 28,14 32,05
Instalagao offshore 9,05 9,20 9,38
Infraestrutura elétrica 24,56 24,56 24,56
Outros CAPEX 10,75 11,20 11,77
CAPEX (Total) 109,67 114,44 120,41
OPEX 20,46 20,57 20,72
DECOM 1,90 1,93 1,97
LCOE Total 136,35 141,27 147,42

Com base na Figura 23, o aumento da profundidade conduziu a um crescimento
aproximadamente linear do LCOE, resultante da combina¢do de multiplos subsistemas
(plataformas, ancoragem e instalacdo), que respondem de forma distinta ao aumento da
profundidade. Adicionalmente, a profundidade influencia os custos operacionais, devido a

maior complexidade das opera¢Ges de manutencgao e acessibilidade.
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O aumento dos custos de investimento deve-se a necessidade de estruturas mais robustas e de
sistemas de amarracdo mais complexos em aguas profundas, o que implica um maior consumo
de materiais, solucdes de engenharia mais exigentes e operacdes de instalacdo mais

especializadas.
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Figura 23 — Evolucgdo do LCOE: variagdo da profundidade

4.4.3 Variagdo da poténcia instalada

No terceiro cenario, a localizagdo manteve-se fixa (20 km, 100 m) e a capacidade variou entre
100 e 1000 MW. O mecanismo de escala é simples: o DEVEX foi de 42 ME€ fixos, a subestacdo e
a ligacdo a rede dividiram-se por uma energia produzida progressivamente maior, reduzindo o

seu peso no LCOE.

Com a Tabela 9 constata-se uma reducdo progressiva do LCOE com o aumento da poténcia
instalada, embora com ganhos marginais decrescentes para as capacidades superiores. O LCOE
reduziu de 142,82 €/MWh para 125,53 €/MWh, representando uma diminuicdo de cerca de 17
€/MWh.

A redugdo significativa do DEVEX por MWh resulta da dilui¢do dos custos de desenvolvimento,
gue s3ao maioritariamente fixos, por uma produgdo energética superior. Ja a componente das
turbinas permanece constante, uma vez que o custo especifico por MW foi assumido constante
no modelo. Para além disto, a redu¢do do OPEX por MWh resulta do aumento da produgdo

energética, mantendo-se os custos aproximadamente proporcionais a poténcia instalada.
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Tabela 9 — Decomposi¢do do LCOE: variagdo da poténcia instalada

Componente LCOE 100 MW (€/MWh) 500 MW (€/MWh) 1000 MW (€/MWh)

DEVEX 11,01 2,20 1,01
Turbinas 29,43 29,43 29,43
Fundacdes flutuantes 21,06 21,06 21,06
Instalacdo offshore 9,49 8,74 8,65
Infraestrutura elétrica 24,56 24,56 24,56
Outros CAPEX 10,90 10,04 9,93
CAPEX (Total) 105,55 104,00 103,81
OPEX 24,27 19,41 18,80
DECOM 2,00 1,84 1,82
LCOE Total 142,82 127,45 125,53

A Figura 24 confirma visualmente esta tendéncia, evidenciando uma curva com declive
decrescente que se acentua entre os 100 e os 250 MW e se aproxima de um patamar a partir

dos 500 MW.

Ao contrario da distancia e da profundidade, cuja relagdo com o LCOE é aproximadamente
linear, a redugdo do LCOE com a poténcia instalada segue um padrdo de retornos decrescentes,
tipico de efeitos de economia de escala, pelo que se ajustou uma linha de tendéncia do tipo

poténcia (y = 181,75x™%°%) em vez de uma reta.
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Figura 24 — Evolugdo do LCOE: variagdo da poténcia instalada

68



Em termos globais, a analise dos cenarios evidencia que a distancia a costa apresenta um maior
impacto no LCOE, com variacdes superiores a 40 €/MWh, enquanto a profundidade conduz a
aumentos mais moderados, aproximadamente 10 €/MWh. Por outro lado, o aumento da
poténcia instalada permitiu reducbes entre 15 e 17 €/MWh, evidenciando o papel

determinante das economias de escala na viabilidade econémica dos projetos edlicos offshore.

4.5 Analise de sensibilidade aos custos

Apods registar e analisar os dados do LCOE, sdo apresentadas as duas analises de sensibilidade
aos custos. Uma consistiu na duplicacdo dos custos unitarios e a outra na variagdo do WACC,

CAPEX, OPEX e preco da eletricidade.

4.5.1 Duplicagdo dos custos unitarios

Para complementar os cendrios de sensibilidade paramétrica, realizou-se uma analise de
sensibilidade extrema aos custos do projeto, duplicando todos os custos unitdrios definidos no
modelo DCF, tal como descrito na sec¢ao 3.2.5. Esta operagdo propaga-se diretamente ao
CAPEX total e ao OPEX anual, mantendo inalterados os parametros técnicos, financeiros e o
recurso edlico. O objetivo desta analise ndo é representar um cendrio provavel, mas sim
estabelecer um limite superior do custo que permita avaliar a robustez econémica do projeto

face as condi¢bes de mercado adversas.

A comparagdo com o cenario de referéncia (255 MW, 20 km, 100 m) permite quantificar o
impacto direto de um agravamento generalizado dos custos no LCOE e na viabilidade

econdémica do projeto.

No cenario de referéncia (20 km), o LCOE passou de 130,22 €/MWh para 243,44 €/MWh,
representando um aumento de 87 % face ao cenario base. No extremo da sensibilidade (100

km), o LCOE atingiu 326,40 €/MWh.

A relagdo entre o LCOE e a distdncia manteve-se linear, e o declive duplicou de 0,52 €/MWh/km
para 1,04 €/MWh/km, um comportamento esperado, uma vez que os custos elétricos por

quilémetro foram diretamente duplicados.
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A receita nivelada permaneceu em 57,29 €/MWh em todos os cendrios, uma vez que 0s
pressupostos de receita ndo foram alterados. O diferencial entre o LCOE e a receita nivelada,
gue no cendrio base era de 72,93 €/MWh a 20 km, passou a ser de 186,15 €/MWh, e de 269,11
€/MWh a 100 km. Este agravamento evidencia que, num contexto de duplica¢cdo dos custos
unitdrios, a viabilidade econémica do projeto torna-se ainda mais dependente dos mecanismos
de apoio robustos, como os Contratos por Diferenca (CfD), com prémios significativamente

superiores aos valores atualmente praticados no mercado europeu.

Com a duplicagdo de todos os custos unitarios no modelo da profundidade, o LCOE aumentou
de forma aproximadamente linear, de 254,80 €/MWh a 60 metros para 276,95 €/MWh a 150
metros, com uma taxa de agravamento de cerca de 0,25 €/MWh por metro adicional de

profundidade.

Para o cendrio de referéncia de 100 metros de profundidade, o LCOE atingiu 264,64 €/MWh,
distribuidos entre CAPEX (228,88 €/MWh), OPEX (23,26 €/MWh), DECOM (3,87 €/MWh) e
DEVEX (8,64 €/MWh). Dentro do CAPEX, os componentes com maior peso foram a turbina
(58,86 €/MWh), seguida das fundagdes flutuantes (56,28 €/MWh) e da infraestrutura elétrica
offshore (49,11 €/MWh). A receita nivelada manteve-se em 57,29 €/MWh, o prejuizo no caso
de referéncia ascende a cerca de 207 €/MWh. Logo, com os custos duplicados, nenhuma das

profundidades avaliadas permite a viabilidade econémica do projeto.

Com a duplicagdo de todos os custos unitdrios no modelo de variacdo da poténcia instalada, o
LCOE variou de 247,15 €/MWh a 100 MW para 217,44 €/MWh a 1 000 MW, com uma taxa de
redu¢do de aproximadamente 0,033 €/MWh por megawatt adicional instalado. A
decomposicdo para o cendrio de menor escala (100 MW) distribuiu-se entre o CAPEX (196,24
€/MWh), o OPEX (24,93 €/MWh) e o DECOM (3,97 €/MWh), sendo a turbina (58,86 €/ MWh) e
as fundagdes flutuantes (42,12 €/MWh) os principais contribuintes do CAPEX. J& o DEVEX
representou 22,01 €/MWh a 100 MW, um valor proporcionalmente mais elevado do que nos
cenarios de maior capacidade, dado que os custos de desenvolvimento sdo fixos e diluem-se

por uma produgdo de energia menor.

A reducdo do LCOE com o aumento da capacidade é marcadamente ndo linear: o maior ganho
ocorre entre os 100 MW e os 250 MW (cerca de 20 €/MWh), enquanto acima dos 500 MW a
curva estabiliza progressivamente, com diferencas inferiores a 4 €/MWh para duplicar a

capacidade de 500 para 1 000 MW. Também neste caso a receita nivelada de 57,29 €/MWh
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manteve-se muito abaixo do LCOE, com o prejuizo a situar-se entre os 160 €/MWh a 1 000 MW
e os 190 €/MWh a 100 MW, confirmando que mesmo a maior escala considerada ndo é

suficiente para aproximar o projeto da viabilidade econdmica em condig¢des do duplo custo.

4.5.2 Variagao do WACC, CAPEX, OPEX e preco da eletricidade

Para além do cendrio de sensibilidade extrema apresentado anteriormente, analisou-se o
contributo individual e conjunto de quatro variaveis identificadas como criticas: o WACC, o

CAPEX, o OPEX e o preco da eletricidade.

Isolando um aumento do WACC de 2 % (de 5,5% para 7,5%), mantendo os restantes pardmetros
do caso de referéncia, o LCOE aumentou de 130,22 €/MWh para 151,99 €/MWh (+ 16,7 %). Este
efeito explica-se pelo facto do aumento do custo de capital penalizar mais fortemente o valor
presente da energia produzida ao longo dos 25 anos de operacdo do que o CAPEX inicial, que

ocorre maioritariamente nos primeiros anos e é pouco afetado pelo desconto adicional.

Combinando um aumento de 20% no CAPEX com um aumento anual do OPEX de 2,5%
(mantendo o WACC de referéncia), o LCOE aumentou para 157,45 €/MWh (+ 20,9 %), um efeito
ligeiramente superior ao do WACC isolado, refletindo o peso dominante do CAPEX na estrutura

de custos do projeto.

Ap0s isto, combinou-se em simultdaneo um aumento do WACC de 2 % (de 5,5% para 7,5%), um
aumento de 20% no CAPEX total do projeto e uma subida anual do OPEX a uma taxa de 2,5%
ao ano, em substituicdo do pressuposto do OPEX constante ao longo dos 25 anos de operacao.
Este cendrio resultou num LCOE de 183,09 €/MWh, um aumento de cerca de 40,6% face aos
130,22 €/MWh do caso de referéncia. Este valor é superior a soma dos dois efeitos isolados
(16,7 % + 20,9 % = 37,6 %), evidenciando um efeito de interagdo, sendo que o aumento do
WACC penaliza de forma mais que proporcional os custos ja agravados pelo CAPEX e OPEX mais

elevados.

A considerag¢do do crescimento do OPEX ao longo dos anos, devido a maior necessidade de

manutencdo e falhas, é apresentada no Anexo D: Variagdo do OPEX.

Testou-se ainda o efeito do preco da eletricidade sobre este cendrio, variando-o entre 40

€/MWh (- 20 %) e 60 €/MWh (+ 20 %). Em todos os casos o LCOE manteve-se inalterado, em
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183,09 €/MWh, confirmando que o preco ndo influencia o custo nivelado de energia. A receita
nivelada, essa sim, varia entre 55,48 €/ MWh (a 40 €/MWh) e 60,00 €/MWh (a 60 €/MWh),
traduzindo-se num prejuizo entre 127,61 €/MWh e 123,09 €/MWh. Em nenhum dos casos o

projeto se torna vidvel nestas condi¢des de custo agravadas.

A comparacgdo da composi¢do do LCOE entre o caso de referéncia e o cenario combinado revela
um resultado que contraria a expectativa inicial. O CAPEX total aumenta de 103,77 €/MWh para
149,91 €/MWh, passando de 79,7 % para 81,9 % do LCOE. O OPEX aumenta em termos
absolutos, de 20,28 €/MWh para 25,22 €/MWh, mas o seu peso relativo desce de 15,6 % para
13,8 %, apesar do aumento anual aplicado. O DEVEX sobe de 4,32 €/MWh para 6,58 €/MWh
(3,3 % para 3,6 %), enquanto o DECOM desce de 1,86 €/MWh para 1,38 €/MWh, reduzindo o

seu peso de 1,4 % para 0,8 %.

Este comportamento explica-se pelo efeito do WACC: ao penalizar mais os fluxos de caixa
distantes do que o CAPEX inicial (concentrado nos primeiros anos e pouco descontado), o
aumento do WACC reduz o peso relativo dos custos futuros como o OPEX e, sobretudo, o
DECOM, mesmo quando esses custos aumentam em termos absolutos, como acontece com o

OPEX devido ao aumento de 2,5 % ao ano.

4.6 Validag¢ao dos resultados com o software SAM

A validagdo dos resultados do modelo DCF foi realizada com o recurso do software SAM.

Os resultados obtidos no modelo desenvolvido em Microsoft Excel e na simulagdo realizada no
SAM evidenciam uma elevada coeréncia entre as duas abordagens, confirmando a robustez da
metodologia aplicada as analises das varia¢des da distancia do parque edlico offshore a costa,

da profundidade da dgua e da poténcia instalada.

Relativamente a variacdo da distancia do parque a costa, no modelo Microsoft Excel, o LCOE
aumentou de 130,22 €/MWh para 150,89 €/MWh e 171,80 €/MWh nos cenarios de 20 km, 60
km e 100 km, respetivamente. A simulagdo realizada no SAM apresentou valores muito
préximos, nomeadamente 130,20 €/MWh, 150,80 €/MWh e 171,00 €/MWh para os mesmos
cenarios, como se pode observar na Tabela 10. Os desvios obtidos sdo inferiores a 1%,

demonstrando uma elevada concordancia entre as duas ferramentas. Assim, conclui-se que o
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SAM valida a tendéncia obtida no modelo DCF em Excel, confirmando que o aumento da

distancia a costa conduz a um crescimento quase linear do LCOE.

Tabela 10 — Valores de LCOE do Excel e SAM: variagdo da distancia do parque a costa

LCOE 20 km 60 km 100 km

LCOE Excel (€/MWh) 130,22 150,89 171,80
LCOE SAM (€/MWh) 130,20 150,80 171,00
Diferenga (SAM — Excel) - 0,02 -0,09 -0,80

Os resultados obtidos na Tabela 11, relativamente a variagdo da profundidade evidenciam uma
boa concordancia entre o modelo desenvolvido em Excel e a simulagdo realizada no SAM. No
Excel, o LCOE aumentou de 136,35 €/MWh para 141,27 €/MWh e 147,42 €/MWh nos cenarios
de 60 m, 100 m e 150 m, respetivamente. No SAM, os valores obtidos foram muito préximos
dos resultados do Excel: 136,40 €/MWh, 141,60 €/MWh e 147,50 €/MWh. As diferencas
registadas foram reduzidas, correspondendo a 0,05 €/MWh, 0,33 €/MWh e 0,08 €/MWh, todas
inferiores a 1%. Estes resultados confirmam que o SAM reproduz de forma consistente a
tendéncia do modelo Excel, validando o crescimento do LCOE com a profundidade, ainda que

de forma menos acentuada do que no caso da distancia a costa.

Tabela 11 — Valores de LCOE do Excel e SAM: variacdo da profundidade

LCOE 60 m 100 m 150 m ‘
LCOE Excel (€/MWh) 136,35 141,27 147,42
LCOE SAM (€/MWh) 136,40 141,60 147,50
Diferenga (SAM — Excel) 0,05 0,33 0,08

Os resultados obtidos da Tabela 12 para a variagdo da poténcia instalada mostram coeréncia
entre o modelo desenvolvido em Excel e a simulagdo realizada no SAM. No Excel, o LCOE
diminuiu de 142,82 €/MWh para 127,45 €/MWh e 125,53 €/MWh nos cenarios de 100 MW,
500 MW e 1000 MW, respetivamente. No SAM, os valores obtidos foram muito préximos dos
resultados do Excel: 142,70 €/MWh, 127,00 €/MWh e 126,30 €/MWh. As diferencas registadas
foram reduzidas, correspondendo a -0,12 €/MWh, -0,45 €/MWh e 0,77 €/MWh, todas
inferiores a 1%. O SAM corrobora a tendéncia identificada no modelo Excel: o aumento da
poténcia instalada reduz o LCOE, com uma descida mais acentuada entre 100 MW e 500 MW e
mais moderada entre 500 MW e 1000 MW.
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Tabela 12 — Valores de LCOE do Excel e SAM: varia¢do da poténcia instalada

LCOE 100 MW 500 MW 1000 MW
LCOE Excel (€/MWh) 142,82 127,45 125,53
LCOE SAM (€/MWh) 142,70 127,00 126,30
Diferenga (SAM — Excel) -0,12 - 0,45 0,77

De forma geral, observou-se que os resultados do Excel sdo muito préximos dos valores
simulados no SAM. Assim, as diferencas observadas resultam essencialmente das metodologias
distintas utilizadas: o Excel aplica um modelo DCF detalhado, enquanto o SAM usa uma
abordagem agregada baseada no Fixed Charge Rate. Estes pequenos desvios podem ainda
resultar do tratamento das perdas, dos arredondamentos e do calculo da Produg¢dao Anual de

Energia.

4.7 Analise de cendrios de operagao

Ao contrario das sec¢Bes anteriores, que analisaram cada pardmetro de forma isolada, esta
seccdo foca-se na interagdo entre a distancia a costa, a profundidade da agua e a poténcia
instalada, avaliando de que forma os seus efeitos se podem combinar ou compensar no mesmo
projeto. Como visto, a distancia a costa destacou-se como o parametro dominante, mas a
profundidade e a poténcia instalada atuaram em sentidos opostos, podendo parcialmente
compensar-se: um parque de maior escala instalado em dguas mais profundas pode apresentar
um LCOE semelhante ao de um parque mais pequeno em aguas rasas, uma vez que o efeito
redutor das economias de escala neutraliza, ainda que s6 em parte, o agravamento associado

a profundidade.

Em termos de magnitude, a profundidade elevou o LCOE em cerca de 11 €/MWh entre os
extremos analisados (60 m e 150 m), enquanto a poténcia instalada reduziu-o em cerca de 17
€/MWh entre 100 MW e 1000 MW. Sendo o efeito redutor da poténcia instalada de ordem de
grandeza semelhante, ou até superior, ao efeito agravante da profundidade, é plausivel que as
duas variagbes se compensem mutuamente num mesmo projeto, ainda que o modelo
desenvolvido ndo tenha testado explicitamente cendrios combinados destas duas varidveis em

simultaneo.
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Esta logica de compensacdo manteve-se mesmo no cendrio de sensibilidade extrema, com
custos unitarios duplicados (sec¢do 4.5.1): o LCOE aumentou cerca de 22 €/MWh entre 0os 60 m
e os 150 m de profundidade, mas reduziu-se cerca de 30 €/MWh entre os 100 MW e os 1000
MW de poténcia instalada. A consisténcia da direcdo destes efeitos, independentemente do

nivel de custos considerado, reforca a robustez da légica da compensacgao identificada.

Numa perspetiva da taxa de variacdao por unidade, a distancia a costa manteve-se o parametro
mais penalizador (cerca de 0,52 €/MWh por km), seguida da profundidade (cercade 0,12 a 0,25
€/MWh por metro, consoante o nivel de custos considerado) e da poténcia instalada, cujo efeito
redutor variou entre 0,016 e 0,033 €/MWh por MW adicional. Esta hierarquia de sensibilidades
reforca a distancia como o critério prioritdrio na selecdo de locais, seguido de uma analise

conjunta entre a profundidade e a poténcia para otimizar o custo final.

Esta interacdo tem implicacGes diretas para o planeamento de projetos: a selecdo de um local
ndo deve depender de um Unico parametro isolado, mas sim de uma andlise conjunta que
pondere a distancia a costa, a profundidade e a poténcia instalada em simultaneo. Por exemplo,
um local com maior profundidade, mas mais préximo da costa, pode ser preferivel a um local
em daguas rasas, mas mais afastado, caso essa diferenga de distancia seja suficientemente
grande para compensar o agravamento associado a profundidade. Esta Iégica de compensagdo
reforca a importancia de uma abordagem integrada na priorizagdo, por exemplo das zonas do
PAER, tirando partido da combinacdo mais favordvel entre os trés parametros, em vez de

otimizar cada um isoladamente.

4.8 Discussao dos resultados obtidos

A anadlise detalhada dos resultados obtidos permitiu identificar de forma clara os principais
fatores que influenciam o Custo Nivelado da Energia em projetos edlicos offshore flutuantes,

evidenciando uma elevada sensibilidade a parametros técnicos, geograficos e de escala.

Entre os parametros analisados, a distdncia a costa destacou-se como o principal fator do
aumento do LCOE. Verificou-se que o custo da energia pode aumentar em mais de 40 €/MWh
entre os cendrios extremos analisados, resultado do crescimento significativo da infraestrutura
elétrica offshore, em particular dos cabos de exportacdo, cujo custo aumenta

proporcionalmente com a distancia. Para além disso, maiores distancias implicam custos
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adicionais de instalacdo, logistica e operacao, reforcando o impacto global desta variavel no

CAPEX e, consequentemente, no LCOE.

A profundidade da dgua apresentou também um impacto relevante, embora inferior ao da
distdncia a costa, conduzindo a variacdes do LCOE da ordem dos 10 €/MWh. Este
comportamento aproximadamente linear resultou da combinacdo de diferentes subsistemas
do projeto, nomeadamente as fundag¢Oes, as amarragdes e a instalagdo offshore, cujos custos

aumentaram de forma consistente com a profundidade dentro do intervalo analisado.

Por outro lado, o aumento da poténcia instalada evidenciou um efeito benéfico na reducdo do
LCOE, permitindo diminui¢cdes de cerca de 15 a 17 €/MWh nos cenarios analisados. Este
resultado demonstra claramente o efeito das economias de escala, em que os custos fixos de
desenvolvimento, ligacdo a rede e parte da infraestrutura elétrica sdo diluidos por uma maior
producdo energética. No entanto, verifica-se que os ganhos marginais diminuiram a medida
que a capacidade instalada aumentou, evidenciando um comportamento assintético tipico

deste tipo de projetos.

A analise comparativa dos trés cenarios permite estabelecer um ranking claro da influéncia dos

parametros no LCOE:

e Distdncia a costa — maior impacto, associado a infraestrutura elétrica e aos custos

logisticos;

e Profundidade da agua — impacto moderado, relacionado com as estruturas flutuantes

e as amarracgoes;

e Poténcia instalada — efeito redutor do LCOE, associado com as economias de escala.

Os valores obtidos entre 125 e 170 €/MWh nos cenarios base ficaram muito acima do preco do
mercado atual (aproximado de 50 €/MWh), o que significa que nenhum dos cenarios analisados
é economicamente autossustentavel sem apoio publico. Os mecanismos como os CfD sdo, por

isso, uma condicdo necessaria para viabilizar estes projetos nas condi¢cdes dos custos atuais.

Complementarmente as trés varidveis paramétricas analisadas, a seccdo 4.5.1 avaliou um
cenario de sensibilidade extrema, através da duplicacdo de todos os custos unitarios do projeto

(CAPEX e OPEX), mantendo inalterados os parametros técnicos, financeiros e o recurso edlico.
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Este exercicio ndo pretendeu representar um cenario de mercado provavel, mas sim
estabelecer um limite superior do custo, tendo permitido avaliar a robustez econémica do
projeto perante as condi¢des adversas extremas. No cenario de referéncia (20 km, 100 m, 255
MW), o LCOE praticamente duplicou, passando de 130,22 €/MWh para 243,44 €/MWh, um
aumento de 87%, podendo atingir 326,40 €/MWh no cenario mais desfavoravel de distancia
(100 km), com o declive da relagcdo entre o LCOE e a distancia a duplicar de 0,52 para cerca de

1,04 €/ MWh/km.

O mesmo padrdo de agravamento repetiu-se nos modelos da profundidade e da poténcia
instalada: com os custos duplicados, o LCOE variou entre 254,80 e 276,95 €/MWh no primeiro
caso, e entre 217,44 e 247,15 €/MWh no segundo, mantendo-se sempre acima da receita
nivelada de 57,29 €/MWh, que n3o foi afetada pelo exercicio, uma vez que os pressupostos de
receita permaneceram inalterados. O diferencial entre o LCOE e a receita, que no cenario base
rondou os 73 €/MWh, ultrapassou os 269 €/MWh no cenario mais penalizador (100 km, custos
duplicados). Estes resultados reforcaram que a viabilidade econdmica destes projetos depende,
de forma estrutural, de mecanismos de apoio robustos, como os CfD, sendo esta dependéncia

ainda mais acentuada perante cendrios de agravamento de custos.

Para além dos parametros técnicos e geograficos, a analise de sensibilidade aos custos
financeiros (sec¢do 4.5.2) mostrou que o WACC é, por unidade de esforgo, a variavel isolada
mais sensivel a curto prazo: um agravamento de apenas 2 % (de 5,5 % para 7,5 %) elevou o
LCOE em 16,7%. Quando combinado com um aumento de 20% no CAPEX e um aumento anual
do OPEX de 2,5%, o LCOE atingiu 183,09 €/MWh, um aumento de 40,6% face ao caso de
referéncia, superior a soma dos efeitos isolados, o que evidencia um efeito de interagdo entre

o custo de capital e a estrutura de custos do projeto.

Verificou-se ainda que o preco da eletricidade ndo influencia o LCOE, uma vez que este depende
exclusivamente dos custos e da producdo de energia, afetando apenas a receita e a
rentabilidade do projeto. Este resultado reforca a distingdo entre o custo de producdo e o
resultado econdmico, sendo relevante para o desenho de mecanismos de apoio como os CfD,
cuja eficacia depende de garantir um strike price suficientemente acima do LCOE calculado,

independentemente das variacGes do preco de mercado.

Estes resultados sdo coerentes com a literatura: estudos recentes apontam um LCOE acima de

100 €/MWh para edlica flutuante [102]. A reducdo deste valor ao longo do tempo dependera
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principalmente do aumento, da poténcia, das turbinas e da maturacdo da cadeia de

fornecimento, sendo dois fatores que ainda estdo numa fase inicial para a tecnologia flutuante.

De todos os parametros analisados, a localizacdo é a mais impactante: passar de 20 km para
100 km de distancia a costa aumenta o LCOE em mais de 40 €/MWh, um efeito maior do que

dobrar a capacidade instalada.
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5 Conclusao

5.1 Analise conclusiva

Com base nos resultados obtidos, é possivel determinar o preco minimo de venda de

eletricidade necessario para garantir a viabilidade econdmica do projeto (break-even).

No cenario base, este valor corresponde aproximadamente ao LCOE calculado (130 €/MWh), o
que contrasta significativamente com o preco médio considerado no modelo
(aproximadamente 57 €/MWh). Esta diferenca evidencia a necessidade de mecanismos de
apoio, como os contratos por diferenga (CfD), ou de redugdes substanciais nos custos do
investimento e operagdo, para que os projetos desta natureza se tornem competitivos no
mercado. A andlise do break-even constitui um indicador fundamental para a definicdo das

politicas energéticas e estratégias de investimento no setor offshore.

Dos trés parametros estudados, a distancia a costa foi o fator dominante: as variagdes entre 20
e 100 km traduziram-se em mais de 40 €/MWh de acréscimo no LCOE, principalmente por via
dos cabos de exportacdo e dos custos logisticos de instalagdo. A profundidade teve um efeito
mais contido, cerca de 11 €/MWh entre 60 e 150 m, e esteve ligada sobretudo ao custo das
plataformas e dos sistemas de amarragao. A poténcia instalada foi o Unico pardametro com
efeito redutor: aumentar a capacidade de 100 para 1000 MW baixou o LCOE em 17 €/MWh,

embora os ganhos se tenham tornado cada vez menores acima dos 500 MW.

A andlise de sensibilidade aos custos financeiros acrescentou uma dimensdo adicional a esta

leitura: o risco financeiro, e ndo apenas os parametros técnicos, condicionou de forma
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significativa a viabilidade do projeto, sendo o WACC a varidvel de maior sensibilidade por
unidade de esforco, como detalhado na seccao 4.8. O facto do LCOE se ter mantido insensivel
ao preco da eletricidade reforca ainda que a via para a viabilidade destes projetos passa por
reduzir custos e risco de financiamento, e ndo por contar com uma eventual subida do preco

de mercado.

Mesmo com uma tarifa feed-in de 60 €/MWh nos primeiros 15 anos, o LCOE manteve-se muito
acima das receitas, reforcando a necessidade dos mecanismos de apoio ja referidos nas

condicbes de custo atuais.

O contributo principal deste trabalho é um modelo DCF parametrizado, calibrado com os dados
da turbina IEA 15 MW e adaptado ao contexto europeu, nomeadamente as zonas do PAER. Ao
contrario de estudos internacionais que usam intervalos de custo genéricos, este modelo
permite isolar o efeito de cada varidvel individualmente. Os resultados situam-se no intervalo
entre os 100 e 250 €/MWHh, reportado pela literatura para a tecnologia flutuante pré-comercial,

o que valida a coeréncia da metodologia.

O modelo tem limitagdes concretas, pois o caso de referéncia assume o OPEX constante ao
longo dos 25 anos, mas esta limitagdo foi explorada na andlise de sensibilidade adicional

apresentada anteriormente, através de um aumento anual do OPEX de 2,5%.

A viabilidade futura da edlica flutuante passa sobretudo por dois fatores: reduzir os custos das
fundacgdes flutuantes, que representam entre 25 e 32 €/MWh consoante a profundidade, e
desenvolver uma cadeia de fornecimento dedicada que reduza a dependéncia de navios de
instalacdo escassos e caros. Enquanto estes dois fatores ndo amadurecerem, o apoio publico

continuara a ser condicdo necessaria.

5.2 Recomendagoes para o mercado

Com base nos resultados obtidos, identificaram-se cinco recomendacbes para o

desenvolvimento da edlica offshore em Portugal.

A distancia a costa revelou-se o parametro mais penalizador, com um acréscimo de cerca de 10
€/MWh por cada 20 km. As zonas do PAER a menos de 40 km da costa devem ser prioritarias,

desde que o recurso edlico e a batimetria o permitam.
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O LCOE minimo calculado foi de 125,53 €/MWh para 1000 MW, ou seja, mais do dobro do preco
de mercado atual em Portugal (aproximadamente 50 €/MWh). Neste contexto, os leildes com
CfD e strike price entre os 80 e 110 €/MWh sdo o mecanismo mais adequado para os primeiros

projetos comerciais, em linha com o que ja se pratica no Reino Unido e nos Paises Baixos.

Acima de 500 MW, a reduc¢do do LCOE torna-se residual, descendo apenas de 127,45 para
125,53 €/MWh entre os 500 e os 1000 MW, pelo que os projetos devem visar esta escala desde

o planeamento inicial para aproveitarem a diluicdo dos custos fixos.

Em quarto lugar, as fundagdes flutuantes representam entre os 25 e 32 €/MWh consoante a
profundidade. Assim, reduzir este custo via 1&D e normalizagdo é a principal alavanca para

tornar a tecnologia competitiva sem apoios a médio prazo.

Por fim, dado que o WACC demonstrou ser a varidvel financeira de maior sensibilidade a curto
prazo, um agravamento de apenas 2 % eleva o LCOE em 16,7%, recomenda-se a adocdo de
mecanismos de mitigacdo do risco financeiro, como garantias publicas, financiamento
concecional ou instrumentos de partilha de risco, que permitam reduzir o custo de capital

exigido pelos investidores, sobretudo durante a fase de maturagdo da tecnologia flutuante.

5.3 Perspetivas futuras

A presente dissertacdo suscita varias perspetivas para a investiga¢do futura, com vista ao

aprofundamento da modelagdo econdmica de projetos edlicos offshore flutuantes.

Em primeiro lugar, sugere-se a incorporacdo de dados reais do recurso edlico para as
localizagOes especificas da costa portuguesa, nomeadamente nas zonas previstas no PAER
(Viana do Castelo, Leixdes, Figueira da Foz e Sines), o que permitird uma estimativa mais

rigorosa da AEP e reduzird a incerteza associada ao célculo do LCOE.

Em segundo lugar, tendo em conta que a andlise de sensibilidade realizada (sec¢do 4.5.2)
avaliou de forma estatica o efeito do WACC, do CAPEX, do OPEX e do preco da eletricidade,
propde-se estender o modelo a uma abordagem dindamica e estocdstica, nomeadamente
através de simulagcdo de Monte Carlo, que permita quantificar a incerteza conjunta destes

parametros ao longo da vida util do projeto. Esta abordagem poderia ainda ser alargada ao
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custo das fundacdes flutuantes e ao fator de capacidade, tornando a avaliagdo mais robusta

face a cendrios de mercado incertos.

Em terceiro lugar, seria relevante comparar tecnologias de fundacdo flutuante (semi-
submersible, spar e TLP) com curvas de custo especificas em funcdo da profundidade e das

condigdes do local, de forma a identificar a solu¢do mais adequada para cada cenario.

Por fim, seria interessante analisar cenarios hibridos, edlica offshore combinada com hidrogénio
verde ou armazenamento em baterias, pois € uma drea de crescente importancia estratégica,

com um impacto direto na gestao da variabilidade e no valor econédmico da energia produzida.

A aposta no desenvolvimento desta investigacdo consolidard os modelos de avaliagdo, reduzira
a incerteza dos projetos offshore e apoiara a tomada de decisdo no contexto da transicdo

energética.
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Anexo A: Decomposicao do LCOE

EUR/MWh| Numerator Denominator
DEVEX 4,32 46,94 10,87
Turbine 29,43 320,00 10,87
Foundation 15,45 168,00 10,87
Installation 8,83 96,00 10,87
Electrical 24,56 267,00 10,87
Other CAPEX 10,19 110,80 10,87
CAPEX (Total) 103,77 1128,36 10,87
OPEX 20,28 220,47 10,87
DECOM 1,86 20,20 10,87
Tax Payments 0,00 0,00 10,87
LCOE 130,22 1415,97 10,87

95




Anexo B: Input do CAPEX

96

Development Costs 42,00 0,16 3,45%
Metocean and geotechnical surveys 8,00 0,03
Permitting and licensing 10,00 0,04
Environmental Impact Assessment (EIA) 7,00 0,03
FEED and preliminary engineering 10,00 0,04
Project development activities 4,00 0,02
Grid connection studies 3,00 0,01
Wind Turbine Supply (WTG) 320,00 1,25 26,26%
Nacelle and drivetrain 140,00 0,55
Rotor and blades 90,00 0,35
Tower 60,00 0,24
Internal electrical systems 30,00 0,12
Floating Platform Wind Turbine 168,00 0,66 13,78%
Main steel structure 95,00 0,37
Secondary steel structures 22,00 0,09
Ballast and stability systems 15,00 0,06
Corrosion protection systems 8,00 0,03
Access systems 5,00 0,02
Port assembly 8,00 0,03
Structural integration 10,00 0,04
Commissioning preparation 5,00 0,02
Mooring System 100,00 0,39
Mooring lines 45,00 0,18
Anchors and suction piles 35,00 0,14
Mooring connection and hook-up system 20,00 0,08
Offshore Installation 0,38 7,88%
Distance-based installation cost 4,00
Tow-out operations 18,00 0,07
Offshore hook-up 15,00 0,06
Turbine installation 15,00 0,06
Offshore commissioning 10,00 0,04
Heavy marine operations 24,00 0,09
Cable laying operations 10,00 0,04
Offshore Electrical Infrastructure 1,05 21,91%
Dynamic inter-array cable supply 45,00 0,18
Dynamic inter-array cable installation 15,00 0,06
Export cable supply 55,00 0,22
Export cable installation 33,00 0,13
Offshore substation installation 37,00 0,15
Offshore substation supply 82,00 0,32
Onshore Grid Connection 0,45
Onshore substation 25,00 0,10
Grid connection and reinforcement 10,00 0,04
Onshore installation civil works 20,00 0,08
Onshore electrical installation 60,00 0,24
Other CAPEX 0,43
Construction insurance 11,08 0,04
Project management 22,16 0,09
Owner’s costs 16,62 0,07
Legal and advisory services 5,54 0,02
Contingency 55,40 0,22
|Total CAPEX 1218,30 4,78 100,00%)
DECOM
62,40 0,24

(65% of the installation cost)




Anexo C: Calculo da AEP

Weibull Distribution & AEP calculation

Mean Wind Speed

@100m height 8,50
Wind Shear 0,10
@ Hub height 8,85
Weibull Assumptions

Shape Factor 2,40
Mean Wind Speed 8,85
Scale Parameter 9,99
Reference Turbine 10,00
Selected Turbine 15,00
Scaling Factor 1,50
Total Hours (hrs) 8760
Average PBA (availability) 97,00%
Loss Factor Assumptions

Turbine Availability & Performance loss 3,00%
Wake Loss 9,00%
Array Cable loss 2,00%
Export cable loss 0,78%
Turbine Transformer Loss 0,50%
OHVS loss 0,50%
Curtailment & BOP availability 1,00%
Net Energy Factor - after losses (%) 84,13%

(m/s)

(m/s)

(m/s)

(Mw)
(Mw)

Wind Speed PDF Hours Power Curve Values (KW) - | Power Curve Values (KW) - Power Curve Values (MW) | Energy Production
Reference Scaled

o| 0,00% 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
1 0,96% 83,66 0,00 0,00 0,00 0,00
2 2,48% 217,04 0,00 0,00 0,00 0,00
3| 4,22% 369,82 0,00 0,00 0,00 0,00
4 5,97% 523,36 131,25 196,88 0,20 103,04
5 7,55% 661,06 625,00 937,50 0,94 619,74
6| 878% 768,71 1375,00 2062,50 2,06 1585,46
7 9,54% 836,04 2312,50 3468,75 3,47 2900,02
8 9,79% 857,95 3562,50 5343,75 5,34 4584,69
9| 9,53% 835,09 5000,00 7500,00 7,50 6263,21
10 8,83% 773,42 6875,00 10312,50 10,31 7975,94
11 7,80% 682,89 8750,00 13125,00 13,13 8962,89
12 6,57% 575,47 9812,50 14718,75 14,72 8470,19
13 5,29% 463,14 10000,00 15000,00 15,00 6947,05
14| 4,06% 356,06 10000,00 15000,00 15,00 5340,93
15 2,99% 261,50 10000,00 15000,00 15,00 3922,57
16 2,09% 183,44 10000,00 15000,00 15,00 2751,66
17| 1,40% 122,88 10000,00 15000,00 15,00 1843,18
18 0,90% 78,57 10000,00 15000,00 15,00 1178,50
19 0,55% 47,93 10000,00 15000,00 15,00 718,93
20  0,32% 27,88 10000,00 15000,00 15,00 418,24
21 0,18% 15,46 10000,00 15000,00 15,00 231,91
22 0,09% 8,17 10000,00 15000,00 15,00 122,50
23| 0,05% 4,11 10000,00 15000,00 15,00 61,60
24 0,02% 1,97 10000,00 15000,00 15,00 29,48
25 0,01% 0,89 10000,00 15000,00 15,00 13,41
26/  0,00% 0,39 0,00 0,00 0,00 0,00
27 0,00% 0,16 0,00 0,00 0,00 0,00
28| 0,00% 0,06 0,00 0,00 0,00 0,00
29| 0,00% 0,02 0,00 0,00 0,00 0,00
30 0,00% 0,01 0,00 0,00 0,00 0,00

Total AEP (from Power Curve) 65 045,15 (MWh)

AEP (After all losses) 54721,32 (MWh)

Max Energy (from windspeed) 131 400,00 (MWh)

Effective CF (%) 41,64%
Power Curve CF 49,50%
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Anexo D: Variacao do OPEX

Specific OPEX (EUR/MW/year) 60000
OPEX Assumptions

OPEX (Offshore windfarm)
OPEX (transmission)

0,00 (mil.EUR/Year)
2,04 (mil.EUR/Year)

Total OPEX Cost ‘ 2,04|(mil.EUR/Year)
g (taxa de crescimento) 2,50%
(mil.EUR)
(Development) (FID) (Operation)
Project Life Cycle (Year) -4 -3 -2 -1 1 2 3 4 5 6
Wind Farm Operation (1/0) 0 0 0 0 0 0 1 1 1 1 1
Annual OPEX Expenditure 0,00 0,00 0,00 0,00| 0,00| 0,00 2,04 2,09 2,14 2,20 2,25
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