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Agéncia Neclenal de Energla Elétrica

NOTA TECNICA N2 44/2026-STR/ANEEL

Referéncia: 48500.030069/2025-10

Assunto: Proposta de abertura de Consulta Publica referente a Revisdo
Tarifaria Periddica de 2026 da Copel Distribuicdo S.A. — Copel-Dis.

|- DO OBJETIVO.

1. Submeter a Diretoria da ANEEL a proposta de abertura de Consulta Publica referente a Revisdo Tarifaria
Periddica de 2026 da Copel Distribui¢do S.A. — Copel-Dis.

2. A presente proposta da Copel-Dis segue os procedimentos e metodologias de calculo previstos nos
Mddulos 2, 3 e 7 do Procedimentos de Regulagdo Tarifaria - PRORET, que tratam do célculo da revisdo tarifaria, do
reajuste tarifario e da estrutura tarifaria.

3. A sintese das metodologias aplicaveis a esta revisdo consta do Anexo desta Nota Técnica.

4, A Secdo Il apresenta uma descri¢do dos fatos relativos a revisao tarifaria da Copel-Dis. A Segdo Ill descreve
o célculo da revisdo tarifaria periddica, compreendendo o célculo do Reposicionamento Tarifario, Receita Verificada,
Parcela A, Parcela B, Fator X e Componentes Financeiros. As se¢des IV, V e VI apresentam, respectivamente, os valores de
subvengdo econdmica para custeio dos subsidios do mercado da Copel-Dis, o fundamento legal e as conclusdes.

Il - DOS FATOS
5. A Copel-Dis, sediada na cidade de Curitiba - PR, atende aproximadamente 5,23 milhdes de unidades

consumidoras, cujo consumo de energia elétrica representa atualmente um faturamento anual na ordem de RS 16,14
bilhdes.

6. O Contrato de Concessdo n? 46/1999 define a data de 24 de junho de 2026 para a realiza¢do da revisdo
tarifaria periddica da distribuidora.

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

Tabela 1: Unidades Consumidoras e consumo mensal

N2 de Unidades Consumo de Participagdo no
Classe de Consumo X , )

Consumidoras* Energia (MWh) Consumao (%)
Residencial 4.340.764 720.296 26,0%
Industrial 65.634 1.082.253 39,1%
Comercial 449831 500.414 18,1%
Rural 311.551 174.107 6,3%
Huminagioe Pablica 8.082 68.339 2,5%
Poder Publico 42466 57.392 2,1%
Servigo Publico 6.178 72,783 2.6%
Demais classes 759 89,521 3,2%
Total 5.228.265 2.765.104 100%

Fonte: SAMP — competéncia janeiro/2026.

8. Em 17 de junho de 2025, foi aprovado o Reajuste Tarifario Anual da Copel-Dis, o qual conduziu a um efeito
médio de 2,02% aos consumidores da drea da concessdo, conforme Resolucdo Homologatdria n2 3.472/2025.

9. Por meio da Carta SDT-C/024/2026 [1], de 11 de fevereiro de 2026, a Copel-Dis apresentou as informagdes



iniciais para fins do célculo da revisdo.

10. Em 20 de fevereiro de 2026, a Superintendéncia de Regulagdo dos Servicos de Transmissdo e Distribui¢do
de Energia Elétrica — STD, mediante o Memorando n2 62/2026-STD/ANEEL[2], prestou as informagdes relacionadas a
apuracdo das perdas e avaliagdo de extensdo de rede na distribuicdo da distribuidora, também com o propédsito de
submeté-los a Consulta Publica.

11. Por intermédio do Memorando n2 61/2026-SFF/ANEEL [3], de 02 margo de 2026, a Superintendéncia de
Fiscalizagdo Econémica, Financeira e de Mercado — SFF informou os valores para a composi¢do da Base de Remuneragdo
da distribuidora, para fins de abertura da Consulta Publica — CP. Adicionalmente, compartilhou os valores brutos
concernentes a Outras Receitas (OR), Ultrapassagem de Demanda (UD) e Excedente de Reativos (ER).

12. Por intermédio do Memorando n2 028/2026-SGM/ANEEL [4], de 10 de marco de 2026, a Superintendéncia
de Regulagdo dos Servicos de Geragdo e do Mercado de Energia Elétrica - SGM prestou as informagdes atualizadas
concernentes ao contrato bilateral de compra de energia firmado pela distribuidora.

13. No dia 11 de margo de 2026, por meio da Carta REC-VPRM-073/2026 [5], a Copel-Dis apresentou proposta
de diferimento tarifario.

14. No dia 30 de margo de 2026, a STR/ANEEL realizou reunido com o Conselho de Consumidores para discutir
a proposta da revisdo tarifaria, encaminhada por e-mail no mesmo dia.[6]

15. Por fim, no dia 31 de margo de 2026, as planilhas de proposta da revisdo tarifaria, para fins de abertura de
consulta publica, foram encaminhadas a distribuidora[7], com o compromisso de envio de novas versdes dos arquivos,
caso surjam atualizagdes no calculo.

11l - DA ANALISE
A. Metodologia Aplicada
16. Na Revisdo Tarifaria Periddica — RTP as tarifas sdo reposicionadas levando-se em considera¢do os novos

padrdes de produtividade exigidos para a concessiondria ao longo do ciclo e as alteragdes na estrutura de custos.

17. No momento da RTP também sdo definidas as regras de aplicagdo do Fator X nos reajustes tarifarios. O
Fator X tem como objetivo repassar aos consumidores os ganhos de produtividade obtidos pela concessionaria e os
resultados da aplicagdo dos mecanismos de incentivos que foram estabelecidos pela ANEEL nos processos tarifarios.

18. Além disso, sdo definidas as perdas técnicas e ndo técnicas regulatdrias a serem aplicadas nos processos
tarifarios. Para a definicdo das perdas ndo técnicas, a ANEEL compara o desempenho das concessionarias, determinando
uma trajetdria para cada uma delas no ciclo.

19. Os detalhes das metodologias aplicadas nos processos de revisdo tarifaria estdo descritos no Anexo desta
nota técnica.

B. Periodo de Referéncia
20. Conforme previsto no contrato de concessdo, o periodo de referéncia para o célculo da presente revisdo é

de junho/2025 a maio/2026. Contudo, tendo em vista a auséncia de dados de mercado referente aos meses de fevereiro a
maio de 2026, para a fase de consulta publica, estad sendo considerado deslocamento temporal dos dados [8].

C. Receita Verificada
21. No cdlculo da Receita de Verificada, foram considerados os dados de mercado informados pela

concessionaria no Sistema de Acompanhamento de Informagdes de Mercado para Regulagdo Econdmica — SAMP e as
tarifas de base econd6mica homologadas no processo tarifario anterior.

22. A Tabela 2 apresenta o valor da Receita de Verificada (RA) por subgrupo tarifario e nivel de tensdo.



Tabela 2. Receita Verificada

Subgrupos Mercado Receita (R%)
(MWh)
Fornecimento 17.917.535 12.091.711.095
AZ (8B a 138 kv) 10.185 5.800.842
A (69 kv) 1.225 613 667
A3a (30 kV a 44 kv) 248.260 285.281.075
Ad (2,3 kVa 25 ky) 1.616.670 1,169,147.041
As 11.000 8.436.940
BT (menor gque 2,3 kV) 16,030,195 10622431530
Suprimento 87.549 22036398
Livres Al 08.336 10.784.700
Demais Livres 15.643.709 3.789.167.248
Distribuicio 931.318 95.953.736
Geragdo - 130534 709
Total 34.688.446 16.140.187.886
D. Anadlise da Revisdo Tarifaria Periddica
1. Resultados
23. A proposta de Revisdo Tarifaria Periédica de 2026 da Copel-Dis conduz a um efeito médio nas tarifas dos

consumidores de 19,20%, sendo de 19,55%, em média, para os consumidores conectados na Alta Tensdo e de 19,03%,
em média, para os consumidores conectados na Baixa Tensdo, conforme tabela seguinte:

Tabela 3. Efeito médio ao consumidor

Grupo de Consumo Variagao Tarifaria
AT - Alta Tens8o (=2,3ky 19,55%
BT- Baixa Tensdo (<2, 3k 19,03%
Efeito Médio AT+BT 19,20%
24, O efeito médio nas tarifas de 19,20% decorre:

(i) do reposicionamento dos itens de custos de Parcela A e B, que contribui para o efeito médio em 10,34%, ao se ter como base
de comparagdo os custos de Parcela A e B atualmente contidos nas tarifas;

(i) da inclusdo dos componentes financeiros apurados no atual processo tarifirio para compensagdo nos 12 meses
subsequentes, com efeito de -1,11%; e

(iii) da retirada dos componentes financeiros estabelecidos no ultimo processo tarifario, que vigoraram até a data da revisdo,
que contribuiram para a um efeito de 9,96% no atual processo tarifario.

25. O detalhamento por subgrupo tarifario € demonstrado na Tabela 4:

Tabela 4: Efeito médio por Subgrupo

Subgrupo de consuVariagdo tarifaria

Alta Tensdo (AT) 19,55%
Al (z 230kv) 12,64%
A2 (z8BkV e £138kV) 51,21%
A3 (=69 kV) 45,24%
A3a (30 kV a 44kv) 14,09%
Ad (=2,3kV < 25kV) 13,25%
AS 18,68%
Baixa Tensdo (BT) 19,03%
B1 (Residencial) 19,15%
B2 (Rural) 18,85%
B3 (outros) 18,82%
B4 (lluminacgio Pub.) 18,79%
Efeito Médio (AT + BT 19,20%
26. A diferenga de efeitos entres os grupos de consumo se deve a variagdo dos itens de custos que compdem

as tarifas e as novas tarifas de referéncia (TRs) calculadas nas revisGes tarifarias. Conforme indicado, o impacto a ser



percebido por cada consumidor depende do subgrupo e modalidade tarifaria a qual pertence. O efeito médio resulta das
variagGes individuais de cada tarifa TUSD e TE dos respectivos subgrupos, ponderado pela representatividade de cada
mercado, bem como da variagdo das novas tarifas de referéncia (TRs) calculadas nas revisGes tarifarias. No caso especifico
da RTP de 2026 da COPEL, tem-se que os subgrupos A2 e A3 percebem maiores aumentos devido ao recélculo das tarifas
de referéncia da TUSD Fio A. Com as novas tarifas, os 2 subgrupos passam a recuperar mais custos de Fio A e, em
contrapartida, A4 e B recuperam uma parcela menor.

27. A Tabela 5 apresenta os itens de custos que sdo reconhecidos nas tarifas, com a variagdo entre os valores
atuais e os estabelecidos na revisdo, a contribuicdo de cada item para o efeito médio calculado, e a participagdo de cada
valor na composicdo da receita da concessionaria.

Tabela 5. Resumo da revisao

Receits Receits Participagio na

Participago no

Varingho
i EBleite flecaita

28.

Verifioada (5]

Requarida [it5]

PARCELL & [Encargos+Tr ansm isSo+Ene rginth] 11871285387 12.151.148597 2A4% 173% 68,2%
Encargos Setoriais 4430957 026 4. 557935186 29% 079% 25,6%
Taxa deFizc. de Servigos de E.E = TFSEE 18552000 25032212 34.1% Q4% a.1%
Canta de Desenw. Energetica —CDOE|USD) 3041753130 3.560545752 17.1% 321% 20.0%
Conta de Desenv. Enargétics =CDEElewabras 412725 218] a -100.0% 008% 0.0%
Cants da Denanv. Enerpitics - CDE Canta-Erc ez Hidrica (TE) 49953815 77447558 (19 002% 0,4%
Conta de Deseny. Energetico —COEGD 383253263 a -100,0% -237% 3.0%
Encangos Serv. Sist.- ES5/Energ. Reserv. - EER/ERCAP 5935376817 407 460735 2.0% 005% 2.5%
PROINFA 410 809 992 352525688 -14.2% -0.56% 2.0%
PED, Efic Energ e Ressarc ICM3 Sistlsal 114 500 357 13249222581 17.7% 2.13% 2.8%
Custos de Transmissso 2265527018 2.440881 725 1.7% 109% 13,7%
RAede Basica 1619010778 1717158055 &% 08l 8%
Bede Bisica Fronteira 374719194 397115250 5.0% 0.14% 2.2%
Rede Basica ONS(AZ) 2812342 3400598 28.0% Q%R 0.0%
MUST ltaipu 638 833 508 75470792 6.68% 003% 0.4%
Transpartedeltaipu 111538 105 144540904 29.5% 0.20% Q.8%
Canexdo 88432 391 102317047 18.6% 0.10% 0.6%
Custos de Aquisigio de Energia 5081987132 5038439770 -09% 027% 28,3%
Recaitas I sauparavan 92814211 115891917 23,0% 0,15% 0,6%
PARCELA B 4268 902 499 5.658.595 892 326% B61% 31,8%
Custos Operacionais 2326395304 2.207.467.388 -5.1% -0.74% 12.4%
Anuidade 554 252 208 418 284573 15.1% 040% 2.5%
Remunerag 3z 1445 5390497 2.501423.482 73.0% §.54% 14.0%
Depreciagio 543501820 932454853 545% 217% 5.6%

UD+ER+O R

AT considerando avarigho tarifaria da ATE

(501317 551)
15.140.187 885

(462954404
17.809.844.490

-7 8%

0.2d%

-2 8%

Efeito dos Componentes Finandgiros do Processo Atual |178.484.131) -111%
TV am pracess amenta - Energia 453632234 2A7TH
CWA &m process amenta - Transparts 232293348 144%
CWVA &m process aments - Encargos Sewriais 460438740 2A5%
Sulds & Campenisr CVA-Ans Aateriar + A uitel 11878278) 001%
Meutralidade de Parcela d- Energia {247 5305563) -153%
Meutralidads de Parzela A - Trans pants 74450861 Q46%
Neutralidade de Parcela A - Encargos Setoriais 115587 764 -0,10%
Neutralidade de Parcela A - Receita Irrecuperdvel 4143024 Qa3%
Neutralidade de Creditos de PISICOFING 7 058054] -004%
Financairo COE Eletrobras 11587755 aaLt
Sabrecantratagio 3481735 0g2%
Garantias financeiras na contratagdo regulada de =nargia (CCEAR) 450833 Q0%
Reversio de Risco Hidraldgico 1417 407 348 -259%
Risco Hidrolagios 473714228 297%
Canszlha d= Cons umidarss |4851581) Q3%
Diferimanta Tarifario {1.095 503.000) -679%
Finaneeirs referente ajuite encangs eonends - 5660 000
Itens demadicidade da REN 100072021 115958019) -0.10%
Arrecadagio de CDE Covid de migranwms (REN B85,2020) 15704301 -002%
Arrecadagio de COEEscassezde migrantes (REN 1.008,/2022) 111578172 -0.07%
Credita de PIS/COFING {2.139.893) -0a1%
Quitagdo cta. Escass ez Hidrica - Reversdo de companent ecanamica 77.447558) -048%
Mults CCEAR - Termaceard - Desp. 0249572024 128453244 00%
Financeira de Descasamenta de Permissianarias (195353 000%
Despacho 1.568/2025 - Recursa Adminis rativa ATA 20235 3785250 Q0%

Efeito da ret

O Gréfico 1 demonstra a participagdo dos itens das Parcelas A e B na composi¢do da nova Receita Anual da

concessionaria.

dos Componentes Finanoziros do Processo Anterior

9.96%
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Grafico 1. Composicdo da receita sem tributos
29. O Grafico 2 ilustra a participagdo de cada segmento na composicdo da receita da distribuidora com
tributos.
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Grafico 2. Composicao da receita com tributos

2. Andlise da Parcela A
30. O Valor da Parcela A é calculado considerando-se o Mercado de Referéncia e as condigGes vigentes na data
da revisdo tarifaria. Compreende os custos com aquisigdo de energia elétrica (CE), os custos com conexdo e uso dos

sistemas de distribuicdo e/ou transmissdo (CT), os custos com Encargos Setoriais (ES) e as Receitas Irrecuperaveis (RI),
conforme detalhado no Anexo Il da presente Nota Técnica.

31. Neste processo tarifario, a Parcela A representou 68,2% dos custos da concessionaria, com impacto
tarifario de 1,73%.

2.1. Encargos Setoriais (ES)
32. Os encargos setoriais, oriundos de politicas de governo para o setor elétrico, possuem finalidades
especificas, sdo definidos em legislagdo propria e tém seus valores estabelecidos pela ANEEL.

33. Na Tabela 6, sdo demonstrados os encargos setoriais considerados nesta revisdo tarifaria:

Tabela 6. Encargos Setoriais

Encargos Setoriais

Taxa de Fisc. de Servigos de E.E — TFSEE 18,662,000 25.0382.212 Submadule 5.5 da PRORET
CDE Uso 3.041.763 190 3560.546.752 REH 3.564,/2025
CDE Eletrobras [12.925.216) a Previs 3o 5TR
CDE Canta Escassez Hidrica 74,995 513 77447 558 DEP 510/2023
CDE GD 383253 263 a Art. 23, lei 15.269,/2025
ESS / ERR j ERCAP 399 597 617 407.460.735 Previs 3o STR
PROINEA 410,809 392 352,525,668 REH 3.558/2025
P&D e Eficiéncia Energética 114 600367 134.922.261 Submédula 5.6 da PRORET
Total de Encargos Tarifarios 4,430,957 026 4.557.935.186
34, O conjunto dos encargos setoriais resultou em impacto tarifario médio de 0,79%. Dentre esses encargos,

destaca-se a nova cota da CDE Uso, que individualmente contribui com impacto de 3,21% no efeito médio. Esse aumento



esta diretamente relacionado a previsdo do novo orgamento para 2026, bem como a Medida Proviséria n2 1.300/2025,
posteriormente convertida na Lei n2 15.269/2025, que estabeleceu que os custos da CDE GD sejam compartilhados por
todos os consumidores, tanto do mercado cativo quanto do livre. Com essa mudanga, conforme indicado na Tabela 6, a
CDE GD deixa de ser uma categoria separada, de forma que os custos correspondentes passam a fazer parte do
orcamento da CDE Uso.

2.2. Custos com Conexdo e Uso dos Sistemas de Distribui¢do e/ou Transmissdo (CT)
35. Os custos com transmissdo de energia elétrica, desde as usinas até as redes de distribuicio da

concessionaria, sdo compostos por: Rede Basica (Nodal e Fronteira), Conexdo/DIT e Uso de Sistemas de Distribuigdo.

36. Os valores dos custos relacionados ao transporte de energia a serem considerados nesta revisdo tarifaria
estdo detalhados na Tabela 7:

Tabela 7. Custo total de transmissdo de energia elétrica

Componente Processo Anterior (RS) Processo Atual (RS)
Rede Basica 1.619.010.778 1.717.126.035
Rede Basica Fronteira 374.719.194 397.116.250
Rede Basica OMNS [A2) 2812942 3.600.696
MAUST Itaipu 6E.893.608 73.470.792
Transporte de ltaipu 111.598.105 144 640904
Conexdo 88492391 104.917.047
Total dos Custos de Transporte 2.265.527.018 2.440.881.725
37. Os custos de transmissdo impactaram a revisdo em 1,09%. Esse aumento decorre, principalmente, do

aumento do MUST contratado em relagdo ao RTA de 2025, bem como da aplicagdo das novas Receitas Anuais Permitidas
(RAP) e das novas Tarifas de Uso do Sistema de Transmissdo (TUST) das concessionarias de transmissdo para o ciclo 2025-
2026, aprovadas em julho de 2025, conforme Resolu¢des Homologatdrias n2 3.481 e n? 3.482, ambas de 15/07/2025.

2.3. Custos com Aquisi¢dao de Energia Elétrica (CE)

38. Os custos de compra de energia elétrica considerados para a Copel-Dis levaram um efeito médio de -0,27%.

a. Energia requerida e perdas regulatdrias

39. Nem toda a energia elétrica gerada é entregue ao consumidor final. Além da energia necessaria ao
atendimento de seus consumidores, hd que se considerar as perdas de energia, inerentes a natureza do processo de
transformagdo, transmissdo e distribuicdo de energia elétrica, além daqueles referentes aos furtos de energia, erros de
medigdo, erros no processo de faturamento e das unidades consumidoras sem equipamento de medigdo.

40. O valor de perdas técnicas calculado segundo o Moddulo 7 do PRODIST, foi informado pela
Superintendéncia de Regulagdo da Distribuicdo — SRD, no percentual de 6,208% sobre a energia injetada[9].

41, Quanto as perdas ndo técnicas, a abordagem adotada pela ANEEL para a definigdo dos limites é o da
comparagdo de desempenho de distribuidoras que atuem em dareas de concessdo com certo grau de semelhanga
socioecondmica. A Tabela 8 sintetiza o calculo das perdas nao técnica para a concessionaria, obtida conforme Submaédulo
2.6A do PRORET.

Tabela 8. Trajetdria Perdas Nao Técnicas Regulatdria

Calculo do Ponto de Partida

Meta Ciclo Anterior 5,29%
Media histarica (3 anos) 4.91%

Panto de Partida 5,24%




Calculo do Ponto de Chegada

Benchmark
Benchmark Cosern
Perda Benchmark [PNT/BT) 2,11%
Perda Mova Santa Cruz [PNT/BT) 4.91%
Prob. de Comparagio 72,18%
Meta 2,89%
Meta Benchmarks 2.89%

Ponto Partida
Trajetaria PNT/BT 5,24% 4,77% 430% 3,83% 3,36% 2,8%%
Vel ocida de de Reducdo (a.a) 0,47% 047% 0,47% 0,47% 0,47%
Limite de Redug do (a.2) 0,00% 0,00% 0,00% 0,00% 0,00%
PNT/BT Medido Regulatério 5,24% 5,24% 5,24% 5,24% 5,24% 5,24%
PT/ Einjetada Regulatorio 6,21% 6,21% 6,21% 6,21% 6,21% 6,21%
42. No caso da Copel-Dis é proposto, como ponto de partida, o valor de 5,240% (10 sobre o mercado de baixa

tensdo medido sem trajetéria[11] ao longo do ciclo, de forma que, até 2028, o percentual de perdas regulatdrias
permanecga constante. Isso porque, conforme disposto no item 31 do Submédulo 2.6A do PRORET, ndo ha trajetdria de
reducdo de perdas ndo técnicas para as distribuidoras do Grupo 1 com indice inferior a 6,0%.

43, Para o calculo das perdas das perdas das DIT de uso compartilhado e na Rede Basica foram utilizados os
dados contabilizados pela CCEE nos ultimos 12 meses disponiveis.

44, A tabela seguinte apresenta o calculo da energia requerida considerada no processo.

Tabela 9. Energia Requerida

Descrigio Energia (MWh)

Perdas na Rede Basica 396.263
Perdas na Distribuicdo 3485997
Perdas Técnicas 2.524.629
Perdas Nio Técnicas 961.368
Energia Vendida 15037564
Energia Requerida 18.919.824
b. Valoragdo da compra de energia
45, O calculo dos custos de aquisicdo de energia obedece aos critérios estabelecidos no contrato de concessao

e nas normas setoriais, em especial a Lei n2 10.848/2004 e ao Decreto n2 5.163/2004.

46. Para o calculo da despesa com energia elétrica comprada para a revenda, elaborou-se o Balango Energético
da concessionaria, que apura as sobras ou déficits de energia elétrica, considerando o periodo de referéncia em questdo e
as informacdes de montante e prego conforme Tabela 10:

Tabela 10. InformagGes de montante e preco para valoragdao da compra de energia

Tipo de Contrato Dado Utilizado Dispositivo Legal
Bilaterais Precos e montantes Memorando SGM
Itaipu Montante e Tarifa de Repasse de Poténcia  Previsdo STR
Cota Angra I/Angra Il Receita Fixa e Tarifa de repasse Previsdo STR
Cotas Lein 212.783/2013 Receitas Anuais de Geracéo Previsdo STR
Cota PROINFA Montante e preco da cota Previsdo STR
CCEARs Montante CCEE
CCEARs (exceto térmicas) Precos Resultado dos leildes atualizado
CCEARs térmicas Precos Previsdo STR
47. J& a tabela seguinte demonstra os contratos de compra de energia elétrica, e os seus respectivos

montantes e despesas, ja computadas as varia¢des decorrentes das sobras/déficits nos montantes de energia adquirida.



Tabela 11. Custo com Compra de Energia

Montante de energia (MW hj Custo unitario [RSfMWh)

Processo Processo e Processo Processo S
i Variagio ) Variag@o
Anterior Atual Anterior Atual

Tipo de contrato

Existents - CCEAR-QTD - 118 - - 41160 -
Mova € Alternativa- CCEAR-DSP 6.865.335 6.491.401 -54% 333,80 338,02 13%
Mova € Alternativa- CCEAR-QTD 2.820.688  2.820478 00% 287,27 298,44 3.9%
Madeira & Belo Monte 3.764.245 3.764.245 00% 193,81 201,07 3.7%
Cota Angra | 2 Angra Il 847.946 474 676 -440% 308,74 361,56 17,1%
Cotas Lei n©12.783,/2013 2926222  2.261.084 227% 205,69 245,99 19,6%
Itaipu 4203893 4.048.035 -37% 233,36 216,80 1%
Proinfa 423.914 383.725 -85% - - -
Sobra (-} / Exposicio (+) (3.083574) (1.323.937) 571% 192,78 771,82 41,0%

18.768.769 18.919.824 0, 270,76

48. O grafico 3 demonstra o impacto por modalidade de contrato de energia. Conforme consta do Gréfico,
contribuiu para esse resultado, principalmente, a redugdo de custo prevista para a energia proveniente de Itaipu, em
fungdo da redugdo da cotacdo do ddlar em relagdo a considerada no RTA de 2025.
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Grafico 3: Comparagao da varia¢do do custo de energia
2.4. Receitas Irrecuperaveis (RI)
49. A Receita Irrecuperdvel é a parcela esperada da receita total faturada pela empresa que tem baixa

expectativa de arrecadagdo em fungdo da inadimpléncia por parte dos consumidores. A Tabela 12 apresenta o resultado
do calculo do valor a ser considerado nesta revisao tarifaria.

Tabela 12. Receitas Irrecuperaveis

DESCRICAO - Tipo RECEITA (RS) Percentual RI Reais RI
Residencial 6.541.633.372 0,64% £4.933 258
Industrial 4.095,901.281 0,35% 22,234,048
Comercial 2.817.417.385 0,46% 20.100.647
Rural 1.301.801.846 0,32% 6.460.943
luminagio Pablica 307.703.110 0,00% -
Poder Publico 525549036 0,02% 163.021
servi¢o Publico 284,512 480 0,00% -
Demais 265.669.376 0,00% -
TOTAL 16.140.187.886 - 113,891,917

50. Neste processo, as receitas irrecuperaveis variaram 22,7%, em relagdo aos valores hoje contidos nas tarifas,

com impacto de 0,13% no efeito médio.

3. Analise da Parcela B

51. Nas revisdes tarifdrias, o Valor da Parcela B é definido pelos calculos do Custo de Administracdo, Operagao
e Manutengdo (CAOM) e do Custo Anual dos Ativos (CAA), este, por sua vez, é composto pela Remuneragdo do Capital
(RC), pela Quota de Reintegragdo Regulatdria (QRR) e pelo Custo Anual das Instalagdes Mdveis e Imdveis (CAIMI).

52. No presente processo, foi observada uma varia¢do da Parcela B de 32,6%, em relagdo ao custo contido no
processo anterior, impactando as tarifas em 8,61%.



3.1. Analise do Custo de Administracdo, Operag¢do e Manutengdo (CAOM)

53. A determinagdo do nivel eficiente para o CAOM é obtida pela comparac¢do entre as distribuidoras, levando-
se em consideragdo as caracteristicas de cada concessionaria (extensdo de redes, nimero de consumidores e mercado,
dentre outras).

54, No caso da Copel-Dis, a cobertura de CAOM presentes na tarifa estd cerca de 8,85% acima do limite
superior do intervalo considerado eficiente, definido pelo método de benchmarking, sendo que a adequagdo desses
custos enseja uma trajetéria de redugdo anual. Conforme novo regramento definido na CP 62/2020, estd sendo
considerada redugdo de 5,0% no processo de revisdo tarifaria e redug¢do remanescente ao longo do ciclo, mediante
aplicacdo do componente T do Fator X. A tabela a seguir resume o calculo de definicdo dos custos operacionais
regulatdrios para a distribuidora.

Tabela 13. CAOM regulatério no reposicionamento

Limite Inferior Centro Limite Superior
1. Eficiéncia 92,23% 94,70% o7.46%
2. OPEX Benchmarking (Atualizado) - RS 2.006.598 800 2063509258 2120419715

Comparagdo com intervalo de CO eficientes

Descrigio Valor
3. OPEX nas tarifas - RS 2.326.395.304
4, Meta estudo de eficiéncia - RS 2.120.419.715
5. Numero de anos no ciclo 5
6. Variacdo anual necessadria para a meta (%) -1,84%
7. Meta do estudo de eficiéncia aplicada variaggo anual méxima de 5% a.a. 2.120.419.715

Avaliagio do compartilhamento de eficiéncia (aplicivel se Meta OPEX / OPEX Real > 120%)

Descricio Valor
8 OPEX Real [RS) 1886973450
9, Meta OPEX (RS) 2120419715
10, Relagio Meta OPEX/ OPEX Real 112,37%
11: gcom: min | 120% ; 1/gref | 114,11%
12 Excedente passivel de compartilhamento 0,00%
13: Calculo do % de beneficio apropriado (beta) 17,32%
14. Meta OPEX aplicada a regra de compartilhamento (RS) 2.120.419.715

Limitacdo do repasse dos Custos Operacionais

Descrigio
15, Limite minimo para Meta e Ano Teste (60% do OPEX Real) 1132184070
16, Limite maximo para a Meta e Ano Teste (140% do OPEX Real) 2.641.762.830
17. Meta OPEX Regulatdrios aplicados os limites minimo e maximo (RS) 2.120.419.715

Verificagdo de repasse de 5% na revisdo

Descrigdo Valor
18. Variacdo no ciclo entre meta e custo operacinal anoteste -8,85%
19. Variagdo anual no ciclo entre meta e custo operacional ano teste -1,84%
20. Limite de Custos Operacionais Regulatorios considerando variagdo de 5% na RTP (RS) 2.210.075.539
21. Partida OPEX Regulatorio considerando variagdo inidal de até 5% 2.210.075.539
55. Desse modo, considerando-se também a aplicagdo dos mecanismos de ajuste da Parcela B,

correspondentes ao indice de Ajuste de Mercado (Fator Pd) e ao Mecanismo de Incentivo a Melhoria da Qualidade (Fator
Q), descritos adiante na secdo 3.4 dessa Nota Técnica, o CAOM apresentou uma variagdo de -5,1%, impactando o efeito
médio em -0,74%.

56. O grafico abaixo demonstra essa variagdo.
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Grafico 4. Efeito da revisao sobre o CAOM
57. E oportuno esclarecer que a redugdo remanescente dos custos operacionais ao longo do ciclo ocorrera

mediante aplicagdo do componente T do Fator X sobre a Parcela B, aqui definido no percentual de 0,403%.

3.2. Anadlise do Custo Anual dos Ativos (CAA)

58. A Remuneragdo do Capital (RC) corresponde a remuneragdo dos investimentos realizados pela
concessionaria e depende fundamentalmente da Base de Remuneracdo Regulatéria Liquida e do Custo de Capital. O
custo de capital representa o custo de oportunidade dos recursos do investidor, compativel com um risco similar ao que
enfrenta a atividade de distribuigdo de energia.

59. Ja a Quota de Reintegragdo Regulatéria (QRR) corresponde a depreciagdo e amortizagdo dos investimentos
realizados e tem por finalidade recompor os ativos afetos a prestagdo do servigco ao longo da sua vida util, depende da

Base de Remunerac¢do Regulatdria Bruta e da taxa média de depreciagdo.

60. A tabela a seguir resume o calculo da RC e da QRR.
Tabela 14. Remuneragdo do Capital e Quota de Reintegragdo

(1) Ativo Imahilizado em Servico (Valor Movo de Reposicia) 45 887 405 624
(2) indice de Aproveitamenta Integral 29.894.137
{3) Obrigactes Especiais Bruta 8.864.894 864
(4] Bens Total mente Depreciados 11.332.144 396
(5) Base de Remuneragdo Bruta = (1)-(2)-(3)-(4) 25.660.562.226
(6) Depreciacdo Acumulada 22447554662
(7] AIS Liguido (Valor de Mercado em Uso) 23439940962
(8) indice de Aproveitamento Depreciado 17.020.418
(9] valor da Base de Remuneracdo (VBR) = [1)-(6)-18) 23422920544
[10) Almoxarifade em Operagio 112.617.560
(11) Ativo Diferido

[12) Obrigagdes Especiais Ligulda 4.513,095.234
[13) Terrenos e Servidoes 708.028.584
[14) Base de Remuneracio Liguida Total = (9)+{10)+{11)-(12)+(13)  19.730.471.454
(15) Base de Remuneragio Ativos Concessionaria 19.730.471.454
(16) WACC antes de impostos 12,28%
(17) Remuneracio Ativos Concessionaria 24221901895
(18) Base Ohrigacdes Especiais 8.864.894 864
{19) Taxa de Remuneracdo das Obrigacdes Especiais 0,92%
(20) Remuneracio de Obrigagtes Especiais 81.477.052
(24) Remuneracio do Capital = (17)+(20)+(23) 2.504.378.946
(25) Taxa de Depreciacdo 3 88%
(29) Quota de Reintegracdo Regulatdria = (5) * (25) 995.629.814

61. Assim, conforme os dados fiscalizados obtidos da SFF, a Remunerag¢do do Capital (RC) variou 73,0% em

relagdo aos valores hoje existentes nas tarifas, o que representou impacto tarifario de 6,54%. A variacdo se deve
principalmente ao incremento da Base de Remuneragdo Liquida. O Grafico seguinte demonstra o efeito.
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Grafico 5. Efeito da revisdao sobre a remuneragao do capital

62. Quanto a Quota de Reintegra¢do Regulatéria (QRR) esta variou 54,5%, em comparagdo aos valores
contidos atualmente nas tarifas, correspondendo a um impacto de 2,17% neste processo. Esse resultado decorre,
principalmente, da nova base de remuneragdo bruta, conforme indica o Gréfico 6.
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Grafico 6. Efeito da revisdo sobre quota de reintegragdo

63. J4 o Custo Anual das Instalagées Moveis e Iméveis (CAIMI), ou simplesmente Anuidades,referem-se aos
investimentos de curto periodo de recuperagdo, tais como os realizados em hardware, software, veiculos, e em toda a
infraestrutura de edificios de uso administrativo.

64. A tabela a seguir resume os valores relativos ao CAIMI:

Tabela 15. Custo Anual das Instalagbes Mdveis e Iméveis — CAIMI

Valores [RS)
(1) Base de Anuidade Regulatdria (BAR) 2.291.515.894
(2) Base de Anuidade - Infraestrutura de imoveis e moveis administrativos (BARA) 1.031.182.152
(3) Base de Anuidade - Veiculas [BARV) 274981907
(4) Base de Anuidade - Sistemas de Infarmatica (BARI) 985,351,834
(5] Anuidade - Infraestrutura de imdvels e movels administrativos (CAL) 116.185.720
(6) Anuidade - Velculos (CAV) 56.167.019
(7) Anuidade - Sistemas de Informatica (CAI) 246.416.0432
(8) CAIMI = (5)+(6)+(7) 418.778.782
65. Neste processo, as Anuidades apresentaram uma variagdo de 18,1%, com impacto de 0,40%. Esse

resultado decorre, principalmente, da atualizagdo da base de remuneracdo regulatéria, conforme a regulamentacdo
vigente, da qual o célculo das anuidades depende. Observe ainda o gréfico abaixo:
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3.3. Ultrapassagem de Demanda (UD), Excedente de Reativos (ER) e Outras Receitas (OR) — UDEROR

66. Os valores arrecadados de Ultrapassagem de Demanda (UD), Excedente de Reativos (ER) e Outras Receitas
(OR) sdo subtraidos da Parcela B. Desse modo, essas receitas tiveram uma participa¢do de 0,24% nesta revisdo.

67. A Resolugdo Normativa n2 1.000/2021 estabelece a obrigatoriedade na cobranca de demandas que
excederem em mais de 5% os valores previamente contratados por ponto de conexao, conhecida como Ultrapassagem de
Demanda (UD). Além disso, também determina que seja aplicada cobranga sobre os montantes de energia reativa e
demanda de poténcia reativa que infringirem o limite que resulte em fator de poténcia igual a 0,92, denominado de
Excedente de Reativos (ER).

68. Na Tabela 16, sdo apresentadas as totaliza¢gdes dos valores de Ultrapassagem de Demanda e Excedente de
Reativos para a Copel-Dis, previstos para o periodo entre junho/2025 e maio/2026 [12, que sdo tratados conforme o
Submédulo 2.1A do PRORET e subtraidos da Parcela B.

Tabela 16. Ultrapassagem de Demanda e Excedente de Reativos

Ultrapassagern de Dermanda 42,954 366
Excedente Reativo 46.429.445
Total 89.383.812
69. Além das receitas decorrentes da aplicagdo das tarifas, as concessionarias de distribuicdo de energia

elétrica também contam com outras fontes de receita relacionadas a atividade concedida, que sdo denominadas de
“Outras Receitas”. Estas podem ser classificadas em duas categorias, conforme sua natureza: em “receitas inerentes ao
servico de distribuicdo de energia elétrica”, que sdo as relativas aos servigos cobraveis e “receitas de atividades
acessorias”, que sdo atividades de natureza econdmica acessoérias ao objeto do contrato de concessdo, exercida por conta
e risco das concessionarias.

70. A Tabela 17 sintetiza o célculo de Outras Receitas, calculada nos termos do Submddulo 2.7A do PRORET.

Tabela 17. Outras Receitas

as atividades Compartilhamento 56 _,a,
Regulatdria

Servigos Cobraveis 60% 18.802.292
Arrecadacdo de convénios ou valores pela fatura 60% 88,259
Compartilhamento de infraestrutura 60% 351.837.375
Servigos de avaliagdo técnica e aferigio de medidores. 60% 7.120
Operacionalizagio de servigo de créditos tributarios 60% 232916
Elaboragio de projete, construgio, operagio, manutencio ou reforma de:

(3) subestacdes de energia; 60% 18123

(4) instalacdes elétricas internas de unidades consumidoras; 60% 2.296.285

(7] sistemas de medicdo de energia elétrica; 60% 255.155
Servigos de consultoria 60% 4 894
Total 373543418

71. Ja a Tabela 18 resume o calculo da Parcela B ajustada da revisdo tarifaria da Copel-Dis.



Tabela 18. Calculo da Parcela B ajustada

Descrigdo Valores

Custo de Administragio, Operagio e Manutencgio (CAOM) 2.210.075.539
Custos Operacionais (CO) 2210075539
Custo Anual dos Ativos (CAA) 3.918.787.543
Remuneracdo do Capital [RC) 2.504.378.946
Quota de Reintegracao Regulatoria (QRR) 995 629814
Custo anual das instalagfes movels e imavels [CAIMI) 418 778,782
Parcela B (VPB) 6.128.863.081
indice de Produtividade da Parcela B 0,86%
Mecanismo de Incentivo a Qualidade -0,74%
Parcela B com ajustes PM e MIQ 6.121.630.297
Outras Receitas (OR) 373550593
Excedente de Reativos (ER) 42954 366
Ultrapassagem de Demanda (UD) 46420 445
Parcela B deduzido UDEROR 5.658.695.892

3.4. FATOR X

72. O Fator X tem por objetivo principal garantir que o e quilibrio entre receitas ¢ despesas eficientes, estabelecido

no momento da revisdo tarifaria, se mantenha ao longo do ciclo tarifario. E empregado no célculo tarifario nos reajustes anuais
quando o valor da Parcela B ¢ corrigido pelo IPCA menos o Fator X. Dessa forma, quanto maior o Fator X menor € o reajuste
tarifario anual.

73. A abordagem adotada pela ANEEL para o célculo do Fator X na revisdo tarifaria periddica busca defini-lo a
partir dos ganhos potenciais de produtividade, compativeis com o nivel de crescimento do mercado, do nimero de
unidades consumidoras e da qualidade do servico. Este fator também é usado para promover uma transigdao dos custos
operacionais eficientes, bem como incentivar a melhoria dos servigos.

74. Para atingir essa finalidade, o Fator X serd composto pela soma de trés componentes:

a) pd = Ganhos de produtividade da atividade de distribuicdo;
b) @ = Qualidade do servico; e
c) T = Trajetdria de custos operacionais.

75. O componente T é definido “ex-ante”, ou seja, no momento da revisdo tarifaria. Os componentes Pd e Q

serd especificado “ex-post”, ou seja, em cada reajuste tarifario posterior a atual revisdo tarifaria, embora a metodologia
para seu calculo seja desde ja conhecida.

76. Calculados conforme o Submddulo 2.5A do Proret[13], obteve-se os seguintes resultados para as
componentes Pd, T e Q, sendo que o fator T devera compor o Fator X dos reajustes tarifarios deste ciclo:

Tabela 19: Componentes Pd, T e Q

Componentes Valor
Componente Pd do Fator X 0,856%
Camponente T do Fator X 0,403%
Componente O do Fator X 0,738%
Fator X 0,521%
4. Componentes Financeiros
77. Os componentes tarifarios financeiros ndo fazem parte da base econémica e se referem a valores a serem

pagos ou recebidos pelos consumidores em cada periodo de 12 meses subsequentes aos processos tarifarios, em fungdo
de obrigagdo legais e regulamentares impostas as distribuidoras.

78. A tabela abaixo consolida os valores considerados como componentes financeiros nesta revisdo da Copel-

Tabela 20. Componentes Financeiros



Componentes Financeiros

Valor (RS)

Participacdo

CVA em processamento - Energia 463.632.234 2,87%
CVA em processamento - Transporte 232290348 1.44%
CVA em processamento - Encargos Setoriais 460.438.740 2,85%
S5aldo a Compensar CVA-Ano Anterior + Ajustes (1.878.276) -0,01%
Meutralidade de Parcela & Energia (247.630.663) -1,53%
MNeutralidade de Parcela A - Transporte 74.430.861 0,46%
Neutralidade de Parcela A- Encargos Setoriais [15.587.764) -0,10%
MNeutralidade de Parcela A - Receita Irrecuperavel 4140024 0,03%
MNeutralidade de Créditos de PIS/COFINS [7.068.054) 0,04%
Financeiro COE Eletrobras [1.587.735) 0,01%
Sobrecontratagio 3.481.785% 0,02%
Garantias financelras na contratacio regulada de energla (CCEAR) 460,893 0,00%
Reversdo de Risco Hidrolégico (417.407.846) 2.59%
Risco Hidrelagico 479,714,228 2.97%
Conselho de Consumidores (485.181) 0,00%
Diferimenta Tarifaria (1.095.500.000) -6,79%
Financeiro referente ajuste encargo conexdo - 65,660 0,00%
Itens de modicidade da REN 1.000/2021 (15.868.019) -0,10%
Arrecadacio de CDE Covid de migrantes (REN B85/2020) (3.704.301) -0,02%
Arrecadacdo de CDE Escasser de migrantes (REN 1.008/2022). (11.576.172) -0,07%
Crédito de PIS/COFINS (2.120.893) -0,01%
Quitacdo cta. Escassez Hidrica - Reversdo de componente econdmica (77.447.558) -0,48%
Multa CCEAR - Termoceara - Desp. n® 2.495/2024 (2.845.244) -0,02%
Financeiro de Descasamento de Permissionarias (106.359]) 0,00%
Despacho 1.668,/2025 - Recurso Administrativo RTA 2025 3.785.250 0,02%
Total (178.484.131) -1,11%
79. Os componentes financeiros apurados neste processo tarifario contribuiram com o efeito de -1,11% na

atual revisdao da Copel-Dis, com destaque para os seguintes itens:

a) Conta de Compensagdo de Valores dos itens da Parcela A (CVA) em processamento, cujo efeito agregado de todos os itens
(Energia, Transporte e Encargos Setoriais) contribuiu com uma participagdo de 7,16% no resultado. Destaca-se que esses
valores foram estimados e informados pela distribuidora para essa fase de Consulta Publica e que ainda serdo validados e
calculados pela ANEEL até a versdo final deste processo;

b) Sobrecontratacdo/Exposicdo de Energia (efeito de 0,02%). Da mesma forma, esses custos foram estimados pela
distribuidora e ainda serdo calculados pela ANEEL até a conclusdo desse processo.

c) Neutralidade (efeito agregado de -1,19%). Refere-se ao calculo das diferengas mensais apuradas entre os valores faturados
de cada item que compde a Parcela A da distribuidora (encargos setoriais, aquisicdo de energia, transporte, receitas
irrecuperaveis e Pis/Cofins) no periodo de referéncia e os respectivos custos contemplados no processo tarifario anterior,
atualizadas pela taxa SELIC, conforme metodologia disposta no Submddulo 4.4A do Proret. Destaca-se que esses valores
foram estimados e informados pela distribuidora para essa fase de Consulta Publica e que ainda serdo validados e
calculados pela ANEEL até a versdo final deste processo;

d) Reversdo de Receitas para a Modicidade Tarifdria (REN n2 1.000/2021). Trata-se de recursos recebidos e informados pela
distribuidora associados: (i) aos créditos que ndo puderam ser devolvidos aos consumidores no faturamento final, previstos
no §52 Art. 141; (ii) aos encerramentos contratuais antecipados, entre distribuidora e seus consumidores, previstas no §42
Art. 142; e (iii) as multas aplicadas a consumidores livres, em fungdo da rescisdo, antes da data de fornecimento, do
Contratos de Compra de Energia Regulada — CCER, conforme §32 Art. 171. Por correspondéncia, a Copel-Dis informou que o
volume desses recursos contabilizados até dezembro/2023 representa RS 15,97 milhdes, correspondendo ao efeito tarifario
de -0,10%;

e) Arrecadagao do encargo CDE Escassez Hidrica dos consumidores migrantes Por correspondéncia, foi solicitado a Copel-Dis
informacgdes a respeito dos valores arrecadados dos encargos tarifarios da Escassez Hidrica aplicaveis aos consumidores
migrantes para o ACL, para consideracdo no processo tarifario de 2025 nos termos do § 42 do art. 82 da Resolugdo
Normativa n2 1.008/2022. Assim, os valores correspondentes informados pela concessionaria e devidamente atualizados
pela Selic foi de RS 11,58 milhdes correspondendo ao efeito tarifario de -0,07%;

f) Quitagdo Conta Escassez Hidrica. Tendo em vista o processo de securitiza¢gdo autorizado na MP 1.232/2024, por meio da
Oficio n2 34/2024/DPSE/SNEE-MME[14], de 7 de outubro de 2024, o Ministério de Minas e Energia informou a ANEEL que
houve a quitacdo das contas Covid e Escassez Hidrica. Neste sentido, a partir da competéncia de setembro de 2024, as
distribuidoras de energia elétrica ficaram desobrigadas do pagamento dos respectivos encargos, de forma que os beneficios
correspondentes devem ser repassados aos consumidores. Ocorre que a citada MP, em seu Art. 42, estabeleceu que os
recursos antecipados da CDE Modicidade Eletrobras para a quitacdo das contas Covid e de Escassez Hidrica deverdo ser
utilizados, exclusivamente, para fins da modicidade tarifaria dos consumidores do ambiente regulado (cativos). Neste
sentido, em atendimento ao comando legal, estd sendo considerado no presente processo tarifario financeiros negativos a



serem faturados via Tarifa de Energia — TE, no valor total de RS -77,4 milhdes, montante equivalente a cobertura econémica

do encargo CDE Conta Escassez[15], resultando em redugdo de efeito de -0,48%. Cabe observar que o tema foi objeto da
Consulta Publica n2 29/2024[16];

g) Créditos de Pis/Cofins. Em 28 de junho de 2022, foi publicada a Lei n? 14.385/2022, que alterou a Lei n2 9.427/1996. Essa

80.

mudanga passou a regular a devolugdo aos consumidores de valores de tributos (PIS/COFINS) que foram cobrados a mais
pelas distribuidoras de energia elétrica. De acordo com dados da SFF da concessiondria, a empresa tera aproveitado RS 8,21
bilhdes em créditos de PIS/COFINS junto a Receita Federal, no periodo entre junho de 2020 e maio de 2026, ja descontados
os tributos incidentes sobre essas operagdes. Por outro lado, a distribuidora antecipou aos consumidores, por meio das
tarifas de energia, o montante de RS 8,45 bilhdes (em valores histéricos atualizados) entre os anos de 2021 e 2025,
resultado em valor de RS 235,5 milh&es a ser restituido 8 COPEL.

Considerando a previsdo de compensa¢do mensal informada pela empresa, no valor de RS 19,8 milhdes, ou 237,6 milhdes
anuais.

Cabe destacar que, conforme declarado pela Copel a SFF, a capacidade de compensa¢do mensal de créditos de Pis/Cofins
foi significativamente reduzida a partir de janeiro de 202617, resultando em déficit de compensagdo em relagdo ao
projetado no RTA de 2025, além de reducdo significativa de créditos futuros.

Dessa forma, o montante total a ser revertido no presente processo tarifario é de RS 2,13 milhdes, conforme demonstrado
na Tabela 21.

Tabela 21 - Demonstrativo de célculo do financeiro de créditos PIS/COFINS

Total Hominal

{ 5.797.524.507 8.4443273 547
Tributas incident=s sabre atua lizagia financeira - PI5Cofins [ate maio,2026) {157 5391 859 {233 851 930|
{i] Valor de compensagies atualizado liquida de tributms 8.210427 617
Reversio de craditas d= Pis Cafins no processo wrifirio de 2021 gl 200 11.235623315]
Aeversio de ario de 2022 115335100 425) |2.598 083 55d)
Rew ds de 2023 11482673.47%) [2.101.937 094)
Revaers de d rio de 2024 (1182915 360 1 517915028
11| Tatal da revars Sai {8 445887 724
] Disponibilidede am caixa da distribuidors pars reversio i - il
Estimatva de disponibilidade desaldo junta 3 AFB para compans aghas 829 097 641
Proje;3o mensal de compens agles futuras 13 500 000
iv] Prajecio de compensacia futura {12 meses]. limitada a dis panibilidads desakla 237.600.000

v éditos de PIS/Cofins revertidos no presente processo tarifario [iii 4 v 2139893

h) Diferimento Tarifario. A partir de analise complementar realizada pela STR, apresentada no Anexo | dessa Nota Técnica,
constatou-se que a solicitagdo de diferimento formulada pela Copel-DIS por meio da Carta REC-VPRM-073/2026, de 11 de
margo de 2026, atende aos fundamentos de admissibilidade dispostos na Se¢do 5.16 do Submddulo 4.4A do PRORET. Neste
sentido, mediante aplicagdo da metodologia de quantificagdo de diferimento sugerida na mesma se¢do, obteve-se o valor
de RS 1,095 Bilhdo, o que contribui com reducdo do efeito médio de aproximadamente 6,79%, conforme Tabela 20. Cabe
destacar que, para a fase final do processo tarifario, o valor em tela deverd ser revisado, conforme resultado da RTP e
reavaliagdo da previsdao de efeito tarifario futuro, para 2027.

No Anexo Il desta Nota Técnica, constam informagdes adicionais da metodologia de calculo aplicavel aos

processos tarifarios.

81.

No Anexo Ill desta Nota Técnica, constam informacgGes relacionadas a estrutura tarifaria e ao Calculo das

Tarifas de Uso do Sistema de Distribuicdo (TUSD) e Tarifa de Energia (TE).

V. SUBVENCAO CDE — DESCONTOS TARIFARIOS

82.

A Tabela 22 apresenta a previsao de valores mensal a serem repassados pela CCEE a distribuidora no

periodo de competéncia de junho/2026 a maio/2027, até o 102 dia util do més subsequente, o qual contempla ajuste
referente a diferenca entre os valores previstos e os realizados no periodo de junho/2025 a maio/2026.

Tabela 22. Valores dos subsidios que serdo repassados pela CCEE

TIPO Ajuste (RS) Previsdo [R$)  Valor Mensal (R$)
Suhsidio Carga Fonte Incentivada 7.097.452 82 80.325.769,74 8742322255
Subsidio Geracdo Fonte Incentivada 49.635,53 3.974.453,09 4.024.08862
Subsidio Distribulcio (50.260,74) 142 996,29 92 735 55
subsidio Irrigante/Aguicultor 1.028.769,31 2.224.083,03 3.252.852,34
Subsidio SCEE 12.474.716,18 50.022.5958 34 B69.4897.31552
Total 27.600.313,09 136.689.901,48 164.290.214,57

IV - DO FUNDAMENTO LEGAL

83.

A legalidade do assunto encontra amparo nas seguintes normas:



a) art. 32 da Lei n2 9.427, de 26 de dezembro de 1996, com alteragdes dadas pela Lei n 2 10.848, de 15 de margo de 2004, e
remissdo ao art. 29 da Lei n2 8.987, de 13 de fevereiro de 1995, em especial ao inciso V;

b) art. 21 do Anexo | do Decreto no 2.335, de 6 de outubro de 1997;

c) art. 62 da Lei n2 8.987, de 13 de fevereiro de 1995;

d) art. 22 da Lei n©9.427, de 26 de dezembro de 1996;

e) art. 25 da Lei n29.074, de 7 de julho de 1995;

f) Resolugdo ne 395, de 15 de dezembro de 2009;

g) Mddulos 2 e 7 dos Procedimentos de Regulagdo Tarifaria — PRORET;

h) Mdédulo 8 dos Procedimentos de Distribuigdo de Energia Elétrica no Sistema Elétrico Nacional — PRODIST;

i) Clausula Sétima do Contrato de Concessdo n? 46/1999.

V - DA CONCLUSAO E RECOMENDACAO

84. Diante do exposto e do que consta no Processo n? 48500.030069/2025-10, opina-se pela instauragdo de
Consulta Publica, visando obter subsidios e informagdes adicionais para aprimoramento da Revisdo da Copel-Dis.

(Assinado digitalmente)
FABIANO GONTIO COSTA
Analista Superior

(Assinado digitalmente)
ADRIANO ALMEIDA TRINDADE
Coordenador Adjunto de Regulagdo Tarifaria

(Assinado digitalmente)
CECILIA MAGALHAES FRANCISCO
Coordenadora Adjunta de Gestao Tarifaria de Distribuicao

(Assinado digitalmente)
LEONARDO DE ARAUJO SILVA
Coordenador de Gestdo Tarifaria de Distribuigdo

(Assinado digitalmente)
ROBSON KUHN YATSU
Gerente de Gestdo Tarifaria

De acordo:

(Assinado digitalmente)
LEANDRO CAIXETA MOREIRA
Superintendente de Gestdo Tarifaria e Regulagdo Econdmica

ANEXO |

Dos requisitos de admissibilidade e quantificacdao de diferimentos tarifarios

85. Tendo em vista a solicitagdo de diferimento tarifario formulada pela Copel-DIS por meio da Carta REC-



VPRM-073/2026, de 11 de marco de 2026, a STR realizou andlise complementar observando-se os fundamentos de
admissibilidade e quantificagdo de diferimentos, conforme regulamentagdo disposta no Submddulo 4.4A do PRORET.

86. A sintese do procedimento previsto em regulamento para andlise de admissdo e quantificagdo de
diferimento encontra-se ilustrado na figura[18] seguinte.

4 . ..
Faixa tipica: -1,5% e 12,1%
Amplitude Ref. 13,6%
ndo
sim
4.1 Da admissibilidade
87. Conforme previsto em regulamento, essa analise de admissdo leva em conta o efeito médio do processo

tarifario em curso, desconsiderando-se os efeitos do préprio financeiro de diferimento tarifario, bem como a previsdo de
efeito médio para o processo tarifario do ano seguinte. Na tabela a seguir apresenta-se ambos resultados cabendo
enfatizar que, ndo fosse a atenuagdo decorrente do diferimento o efeito médio preliminar de 2026, calculado para a fase
de Consulta Publica, seria de 26,71%. Neste cenario, para 2027, de acordo com regulamentado no Submédulo 4.4A do
Proret, seria previsto efeito médio negativo de 1,77%.



PARCELA A [En cargosiTransmi sao Ene rgia il | 12,169,183.857 3,78% 2,55% 68 32%

Encargos Setoriais 4568960287  AJISEE2ENT 165% 0 % 25 53%
Taxa deFisc. de Servigos de EE —TFSEE 25032212 25895354 346% 0,003 0,14%
Conta de Desenv. Energético - CDE [USO) 3 580 546752 36883223541 3.87% 0,77% 20,01%
Conta de Deseny, Energético— CDE Eletrabrds ] ] 387% 0,003 0,00%
Conta de Desenv. Energstico— CDE Conta-Escassez Hidrica [TE| FTAATE5E FTA4T558 0,00% 0,00% 0A2%
Conta d= Desenw. Energstico— CDE S0 [+] - -100,00% 0,00% 0,00%
Encargos Serv. Sist - ES5/Energ Resery. - EER/ERCAR 407 450735 423216835 387% 0,09% 2,29%
FROINFA 3525255568 356.1574583 387% 0,06% 1,36%
PED, EficEnarg @ Ressarc ICMS Sistisal 145 547 382 144532088 0,70% =0 ,01% 0,78%
Custas de Transnissio 2440881725 2/535.268.185 387% 0,53% 13,72%
Rede Basica 1717 136035 1783535572 387% 0,37% 2,65%
Rede Basica Fronteira 387 116250 412472338 3.87% 0,083 2,23%
Rede Bzica ONS [A2) 3 500696 3738832 3E7% 0,00% 0,02%
MUST Itaipu FIATOTEZ F6311E35 3E7% 0,02% 0A1%
Trans porte de Itaipu 144 840304 150234024 3.87% 0,03% 0,81%
Conexdo 104 317047 1058374054 357% 0,02% 0,58%
Merado 5,038 439,770 5233271207 387% 1,00% 28,32%
Receilas Irre o periveis 120802075 118.7 66654 1,77 % -0 01% 0,61%
PARCELA B 5/658.695892 5.854.718993 3,46% 1,10% 31 68%
RTconsiderando a varicio tarifariadaR 17 827 878749 18477807875
917 015869 (64092151) -10639% -5,50% -0,35%
CWAem processamento - Energia 453532234 ETEEALL SE54% -2,568% 0,04%
CWAem processamento - Transpaorts 232355348 316550717 3% 0A7H 1,72%
CWaem prodes samanto - Enga rgos etoriais 450 438740 F0289230 B4,74% -2,18% 0,38%
53ldo a Compensar CVG-anD Anterior +4)ustes |1 678275| - -10000% 001% 0,00%
Neutralicade de Parcela & Energla (247 23085 3|
HNeutralidade de Parcela A - Transporte TAAZ0ESL
Neutralicace de Parcela A - Enca ngos Setoriais |18 587 784|
Meutralidade de Parcela A - Receita Irrecuperdvel 4.140024
Neutralidade de Créditos de PIS/COFINS |7 068 054]
Financeiro CDE Eletrobras [1587735] -
Sobrecontratagio 34B1755 [45503283) -1405,76% -0,28% -0,25%
Garantias financeiras na contratagde regulada ge energia [CCEAR] 450553 478716 3587H 0,00% 0,00%
Reversdo deRisco Hid rolg’.g ico 417 407 345) |517.756.948| 240a% -0,56% -2,60%
Risco Hidrolégica ATE 14228 448457 B89 5,52 % 0,18% 2A8%
Conselho de Consumidores [a85.181] . =100,00% 0,00% 0,00%
Itens de modicidadeda REN 1 000/2021 |15 262 0138] [1E6585487) 3.87% o,00% 008
crédita de PIS/COFING |2.138883) [237600000] 11003 36% -1,32% -1,28%
Quitagiocta. Escasser Hidrica - Reversio de components econdmico [77.447558] [77.447558] 000% 0,00% -0A2%
Nulta CCEAR - Goidnia - Desp. n2 4 8632023 - - 0,00% 0,00% 0,00%
Nulta CCEAR - Termoceard - Desp. n? 2 485/2024 {2 B453244) - -100,00% 0,02% 0,00%
Financeirode Descasamento de Permissiondrias [108.35%) - -100,00% 0,00% 0,00%
Despacho 1 55E/2025 - Recurso administrativo RTA2025 3765250 - -100,00% <0,02% 0,00%
LT ER ] 18.744.895.618 18.413.815.7
Efeito Médio 26,71% -177%
88. Conforme regulamentado, sugere-se que os diferimentos tarifarios sejam admitidos: (i) em processos

tarifarios que efeito médio atipico, indice inferior a -1,5% ou superior a 12,1%; ou (ii) para processos tem que se identifica
elevada volatilidade, diferenga de efeito médio em relagdo ao processo subsequente superior a 13,6%.

89. Neste sentido, conforme se identifica da Tabela acima, o resultado da RTP de 2026 da COPEL atende
ambos os requisitos de admissibilidade.

4.2 Da quantificacdo

90. Como primeira aproximagdo para quantificagdo do diferimento, observa-se a adequagdo do critério da
volatilidade tipica de 13,6%, a partir do qual tem-se o valor estimado de diferimento de RS 740 milhdes. Neste cendrio,
conforme resumo apresentado na tabela abaixo, o efeito médio de 2026 seria reduzido para 21,7%, enquanto do efeito
de 2027 seria aumentado para 7,9% (diferenca de 13,6%).

Critério de 100% da Amplitude tipica: 13,6% (750.000.000) 860.813.506
Efeito P&D (7.500.000) 8608135
Efeito R (4.837 400) 5552132
Efeito TFSEE - -

Receita Requerida com diferimento 17.982.558.218 19.419.489.426

2026 2027

Efeito médio com diferimento

91. Tendo em vista que o efeito médio para 2026, considerando-se o diferimento proposto acima, ndo atinge a
faixa tipica, passa-se para aplicagdo de regra de flexibilizagdo pela qual admite-se a redugdo da volatilidade para metade



do valor tipico, 6,8%.

92. A partir da aplicacdo desse critério, obteve-se o valor de diferimento de RS 1,095 Bilhdo, o que resulta em
efeito médio para 2026 de aproximadamente 19,2% e de 2027 de 12,4% (volatilidade de 6,8%).

Critério de 50% da Amplitude tipica: 6,8% (1.095.500.000) 1.257.361.594

Efetto P&D (10.955.000) 12.573.616

Efeito Rl (7.065.829) 8.109.814

Efeito TFSEE - -

Receita Requerida com diferimento 17.631.374.789 19.822.560.677
2026 2027

Efeito médio com diferimento 19,2% 12,4%

ANEXO Il

Metodologia de Revisdo Tarifaria Periddica para Concessionarias de Distribuigdo
I. OBJETIVO

1. Apresentar uma sintese da metodologia de revisdo tarifaria das concessiondarias de distribui¢do de energia elétrica que tenham assinado termo aditivo ao contrato de
concessdo resultante das Audiéncias Publicas n° 38/2015 (prorrogagdo de vigéncia de contrato de concessdo) ou n° 89/2016 (opgao pelos mesmos itens do novo contrato
de concessdo, sem adesdo a prorrogacao de sua vigéncia).

2. A metodologia aplicada ao célculo desta Revisdo Tarifaria Periodica — RTP estd descrita nos Procedimentos de Regulagdo Tarifaria — PRORETI!] | os quais tém
carater normativo e consolidam a regulamentagdo acerca dos processos tarifarios. Os calculos realizados correspondem ao fiel cumprimento das disposig¢des
estabelecidas no Contrato de Concessao da concessionaria e na legislagao setorial vigente.

3. Os Submodulos do PRORET aplicaveis ao processo de RTP de concessionarias de distribuigdo com as caracteristicas indicadas nos paragrafos acima estéo listados a
seguir:

Submddulo Tema Versio Vigéncia
Modulo 2 — Revisdo Tarifaria Periddica das Concessiondrias de Distribuicio de Energia Elétrica
214 Procedimentos Gerais 2.0C 12/03/2022
2.2 Custos Operacionais 2.2C 12/03/2022
2.3 Baze de Remuneracdo Regulatdria 2.0C 12/03/2022
24 Custo de Capital 4.1C 12/03/2022
254 Fator X 3.0C 12/03/2022
26A Perdas de Energia € Receitas Irrecuperaveis 1.0C 12/03/2022
27A Cutras Receitas 11C 12/03/2022
28 Geragdo Propria de Energia 1.1C 12/03/2022
Module 3 — Reajuste Tarifario Anual das Concessionarias de Distribuigdo de Energia Elétrica
314 Procedimentos gerais 1.0C 12/03/2022
3.24A Custos de Aquisigdo de Energia 1.1C 12/03/2022
3.3A Custos de Transmissgo 1.0C 12/03/2022

3.4 A Encargos Setoriais 1.1 6,/12/2022

 Modulo 4 - Componentes Financeiros das Tarifas de Distribuigdo
41 Conceitos Gerais 1.0C 12/03/2022
424 CWVA 1.0C 12/03/2022
43 Sobrecontratagdo de Energia 1.0C 12/03/2022
4.4 4 Demais Componentes Financeiras 1.4 6,12/2022
cargos setoriais
5.1 Conta de Consumo de Combustiveis Fdsseis - CCC 1.0C 12/03/2022
5.2 Conta de Desenvalvimento Energético - CDE 13 10/02/2023
5.3 Programa de Incentivo &s Fontes Alternativas de Energia — PROINFA 1.0C 12/03/2022
5.4 Encargo de Servigo de Sistema — ESS e Encargo de Energia de Reserva - 1.0C 12/03/2022
5.5 Taxa de fiscalizagdo dos Servigos de Energia Elétrica — TFSEE 1.1C 12/03/2022
5.6 Pesgquisa e Dezenvolvimento — PED e eficiéncia Energética — EE 1.3C 12/03/2022
Mdadulo 6 — Demais Procedimentos
6.1 Limites de Repasses de Compras de Energia 1.0C 12/03/2022
5.2 Itaipu 1.0C 19/03/2022
6.3 Encargos de conexdo Al 1.0C 12/03/2022
6.7 Centrais de Gerago Angra le 2 3.0C 12/03/2022
6.8 Bandeiras Tarifarias 1.10C 12/04/2024

12/03/2022

Il. SINTESE DA METODOLOGIA APLICADA



4. O percentual médio do reposicionamento tarifario ¢ o resultado da razéo entre a Receita Requerida ¢ a Receita Verificada, ambas calculadas tendo como referéncia
o mercado dos 12 (doze) meses imediatamente anteriores ao més de aniversario da revisdo tarifaria.

5. A Receita Requerida reflete os custos operacionais eficientes e a remuneragdo adequada dos investimentos necessarios para a prestagdo dos servigos dos servigos de
distribuigdo de energia elétrica. O calculo da receita requerida também compreende a atualiza¢do de custos relacionados as atividades de geragdo e transmissdo e aos
encargos setoriais.

6. A Receita Verificada corresponde a receita que seria auferida caso ndo fossem alteradas as tarifas vigentes praticadas pela concessionaria até o momento da revisdo
tarifaria. O resultado da razdo entre essas duas receitas corresponde o quanto que as tarifas devem variar em média.

7. O célculo do percentual médio do reposicionamento tarifario segue a seguinte formula:

RR )
=[(———1]x (1)
RT = (B _1)x 100
onde:
RT: Reposicionamento Tarifdrio Médio (%);
RR: Receita Requerida; e
RV: Receita Verificada.

8. A Receita Requerida ¢ dividida em duas componentes: a primeira, denominada de Parcela A, envolve custos relacionados a aquisi¢do de energia elétrica para
atendimento aos clientes, uso dos sistemas de transmiss@o, encargos setoriais e as receitas irrecuperaveis. Em geral, a distribuidora ndo tem gestdo completa sobre esses
itens de custos, e em razdo disso estes valores sdo repassados para os clientes da empresa.

9. A segunda componente, denominada de Parcela B, compreende as despesas com a prestagdo do servigo de distribuigdo de energia. Sdo custos inerentes a atividade de
distribuigdo, que estdo sujeitos ao controle e influéncia das praticas gerenciais adotadas pela concessiondria e, por defini¢do, sdo repassados por meio de valores
regulatorios.

10. Desse modo, a receita requerida da concessionaria pode ser expressa da seguinte forma:
RR=VPA+ VPR (2)

onde:
RR: Receita requerida;
VPA: Valor da Parcela A;
VPB: Valor da Parcela B;

11. No que se refere aos custos de Parcela B, sdo dois os custos que compdem a receita da concessionaria: os custos operacionais e os de capital. Os custos operacionais
s30 0s custos necessarios para a empresa prover o servigo de distribui¢do de energia, incluindo os custos com gestdo de pessoas, infraestrutura fisica e materiais e
Servigos.

12. Os custos de capital incluem os montantes investidos pela concessionéria ainda ndo depreciados, chamado de base de remuneragdo. Esta base de remuneragio é
multiplicada pela taxa de retorno para determinar o total de remuneragdo do capital investido pela distribuidora. No célculo dos custos de capital também ¢ incluida a
quota de reintegragdo regulatdria, que representa a recomposicdo dos investimentos realizados para a prestacdo do servigo de distribui¢do ao longo da vida ttil dos bens e
direitos.

13. Outro item que ¢ adicionado ao custo de capital sdo os tributos a ele associados, de forma a assegurar que a remuneragdo efetivamente auferida pela empresa
regulada seja suficiente para o pagamento do Imposto de Renda sobre Pessoa Juridica - IPRJ e a Contribui¢do Social sobre o Lucro Liquido — CSLL.

14. No calculo dos valores regulatorios de Parcela B também se faz necessario a atualizagdo dos valores por um fator de ajuste de mercado, de modo a considerar que ao
longo da vigéncia das tarifas estabelecidas na revisdo o mercado da concessionaria sera outro, distinto do utilizado como referéncia para o calculo da revisao.

15. Da mesma forma sdo descontados do célculo da Parcela B os resultados da aplicagdo dos mecanismos de incentivos a melhoria da qualidade pela ANEEL com
incidéncia na revisdo tarifaria. Por fim, sdo descontadas as Outras Receitas e as receitas de Ultrapassagem de Demanda e Excedente Reativo, que sdo revertidas em parte
para a modicidade tarifaria.

16. A formula abaixo expressa o cilculo da Parcela B no processo de revisio tarifiria. E basicamente sob este componente que os processos de revisio e reajuste se
distinguem, quanto ao nivel de pregos.

VPB = (CAOM + CAA) - (1 — Py, — MIQ) — OR — UD — ER (3)

onde:

CAOM.: Custo de Administragdo, Operagcdo e Manutengdo;

CAA: Custo Anual dos Ativos;

P .; Fator de Ajuste de Mercado;

MI(}: Mecanismo de Incentivo a Melhoria da Qualidade;

(Ii: Outras Receitas;

113 Receita obtida com Ultrapassagem de Demanda e

Ei: Receita obtida com Excedente Reativo
17. Por sua vez, o Custo de Administragdo, Operagdo ¢ Manutengdo (CAOM) ¢é composto pelos Custos Operacionais, definidos pela metodologia de calculo detalhada
no Submodulo 2.2 A do PRORET.



18. Enquanto o Custo Anual dos Ativos (CAA) ¢ dado pela soma dos componentes abaixo:

CAA=RC+ QRR + CAIMI (4)

onde:
CAA: Custo Anual dos Ativos;
RC: Remuneragdo do capital, incluindo a remuneragéo liquida de capital e tributos;
QRR: Quota de Reintegragdo Regulatdria (depreciagdo); e
CAIMI: Custo Anual das Instalagbes Mdveis e Imdveis (Anuidades).

19. A férmula abaixo expressa o calculo da Parcela A:
VPA=CE+ CT + ES +RI (5)

onde:
VPA: Valor de Parcela A;
CE: Custo de aquisi¢do de energia elétrica e geragdo propria;
CT: Custo com conexdo e uso dos sistemas de transmissdo e/ou distribui¢do; e
ES: Encargos setoriais definidos em legislagdo especifica.

20. Os procedimentos de calculo da Parcela A nos processos de revisdo tarifaria é semelhante ao adotados nos processos de reajustes. A regra de calculo de cada um dos
componentes de Parcela A estdo descritos nos Submodulos 2,6A, 3.2A, 3.3A ¢ 3.4A do PRORET.

l1l. PROCESSAMENTO DA REVISAO TARIFARIA PERIODICA
A. Definigao do Periodo de Referéncia

21. O periodo de referéncia para revisdo tarifaria corresponde ao ciclo de doze meses, entre 0 més do processo tarifario anterior € 0 més anterior ao atual processo de
revisdo.

B. COmputo da Receita Anual

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

C. Computo da Parcela A

23. A Parcela A é composta pela soma dos seguintes componentes: (i) Receitas Irrecuperéaveis; (ii) Energia Elétrica Comprada; (iii) Custos de Conexdo e de Uso das
Instalagdes de Transmissdo e¢/ou Distribui¢ao de Energia Elétrica; e (iii) Encargos Setoriais.

24. Os procedimentos de calculo detalhados de cada um dos componentes acima estdo descritos nos Submodulos 2,6A, 3.2A, 3.3A, 3.4A do PRORET, respectivamente.

1. Encargos Setoriais

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

a. Conta de Desenvolvimento Energético — CDE

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

i) o desenvolvimento energético dos Estados;
ii) promover a universalizacdo do servigco de energia elétrica;

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

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

V) prover recursos e permitir a amortizacdo de operagdes financeiras vinculadas a indenizacdo por ocasidao da reversdo das
concessdes ou para atender a finalidade de modicidade tarifaria,

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

vii) prover recursos para compensar descontos tarifarios aplicados nas tarifas de uso dos sistemas elétricos de distribuicdo e
nas tarifas de energia elétrica (regulamentado pelo Decreto n2. 7.891, de 23/1/2013), e

viii) prover recursos para compensar o efeito da ndo adesdo a prorroga¢do de concessdes de geragdo de energia elétrica,
assegurando o equilibrio da redugdo das tarifas das concessiondrias de distribuicdo.



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

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

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

iii) quota anual da CDE — Conta-Escassez (TUSD e TE)De acordo com a REN n2 1.008, de 15 de margo de 2022, essa quota
destina-se a receber recursos para cobrir, total ou parcialmente, os custos adicionais decorrentes da situacdo de escassez hidrica para
as concessiondrias e permissionarias de servigo publico de distribuicdo de energia elétrica, e os diferimentos de que trata o § 19-1 do
art. 13 da Lei n? 10.438, de 26 de abril de 2002, e regular a utilizagdo do encargo tarifario da CDE, para fins de pagamentos e
recebimentos de valores;

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

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

b. Taxa de Fiscalizagao de Servigos de Energia Elétrica — TFSEE

28. Instituida pela Lei n® 9.427, de 26/12/1996 ¢ alterada pela Lei n° 12.783/2013, de 11/01/2013, destina-se a cobertura do custeio das atividades da ANEEL e tem sua
metodologia de célculo detalhada no Submodulo 5.5 do PRORET.

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

29. Instituido pela Lei n® 10.438, de 26/4/2002, regulamentado pelo Decreto n® 5.025/2004, tem como objetivo aumentar a participagdo de fontes alternativas renovaveis
na produgdo de energia elétrica. Tem sua metodologia de calculo detalhada no Submodulo 5.3 do PRORET.

d. Compensagao Financeira pela Utilizagdo de Recursos Hidricos — CFURH .

30. Instituido pela Lei n® 7.990, de 28/12/1989, destina-se a compensagdo pelo resultado da exploragdo de petroleo ou gas natural, de recursos hidricos para fins de
geracdo de energia elétrica, de recursos minerais, plataforma continental, mar territorial ou zona econdmica exclusiva, tem sua metodologia de céalculo detalhada no
Submodulo 5.9 do PRORET.

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

31. Previstos no Decreto n° 5.163, de 30/7/2004 € Decreto n° 6.353, de 16/1/2008, respectivamente. O ESS tem como finalidade destinar recursos a cobertura dos custos
dos servigos do SIN, compreende, entre outros: custos decorrentes da geragdo despachada independentemente da ordem de mérito; a reserva de poténcia operativa para a
regulagdo da frequéncia do sistema e sua capacidade de partida autonoma; a reserva de capacidade superior aos valores de referéncia estabelecidos para cada gerador,
necessaria para a operagdo do sistema de transmissdo; e a operacdo dos geradores como compensadores sincronos, a regulagdo da tensdo e os esquemas de corte de
geragdo e alivio de cargas. O EER representa todos os custos decorrentes da contratagdo da energia de reserva, entendida como aquela destinada a aumentar a seguranga
no fornecimento de energia elétrica ao SIN.

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

32. Instituida pela Lei n° 9.991, de 24/7/2000, trata-se de obrigagdo das concessiondrias e permissionarias de distribui¢fo de energia elétrica de aplicarem percentuais de
sua receita operacional liquida para fins de pesquisa e desenvolvimento do setor elétrico e programas de eficiéncia energética. Importante esclarecer que, segundo
orientagdo do Oficio Circular n® 185/2015-SFF/ANEEL, as receitas adicionais de Bandeira Tarifaria foram reconhecidas dentro da receita operacional liquida das
Concessiondrias e, portanto, passam a sofrer a incidéncia dos percentuais de P&D e PEE.

2. Custo com Conex3do e Uso dos Sistemas de Transmissido e/ou Distribui¢do

33. Os custos com transmissdo de energia elétrica, desde as usinas até as redes de distribui¢do da concessionaria, sdo compostos por: Rede Basica (Sistémica e
Fronteira), DIT Compartilhada e de uso exclusivo, Transporte de Itaipu, Uso da Rede Basica pela usina de Itaipu e Uso de Sistemas de Distribuigéo.

34. O contrato de concessdo estabelece que deverdo ser observados os montantes de Contratagdo Eficiente na apuragdo dos custos de encargo de uso dos sistemas de



transmissao e distribui¢do os quais devem obedecer, respectivamente, os termos da Resolu¢do Normativa n® 666/2015 e da Resolugdo Normativa n® 506/2012 e alteragdes
supervenientes.

a. Custo de Rede Basica

35. Referem-se aos valores pagos pelas concessionarias de distribuigdo as Transmissoras, conforme Contrato de Uso do Sistema de Transmissdo — CUST celebrado com
0 ONS, para acesso a rede de transmissdo do sistema interligado. Sdo calculados pelo ONS, com base nos valores de demanda de poténcia multiplicados por tarifa
estabelecida pela ANEEL. Essa tarifa depende da receita anual permitida para as concessionarias de transmissdo (RAP) para cobrir os custos decorrentes da atividade de
transmissdao. A ANEEL fixa a Tarifa de Uso do Sistema de Transmissdo (TUST) nas formas de TUSTRB, relativa ao uso de instalagdes da Rede Basica, e TUSTFR,
referente ao uso de instalagdes de fronteira com a Rede Basica. As distribuidoras quotistas de Itaipu pagam também a parcela atribuida a geradora Itaipu Binacional pelo
Uso da Rede Basica (MUST Itaipu), de forma proporcional as suas quotas-partes.

36. Para o calculo dos encargos de Rede Basica Nodal e Fronteira, os MUSTs (Montantes de Uso do Sistema de Transmissdo) sdo obtidos no CUST — Contrato de Uso
do Sistema de Transmissdo, celebrado entre o ONS, as concessionarias de transmissdo e a distribuidora, disponibilizado no SACT — Sistema de Acompanhamento dos
Contratos de Transmissdo, enquanto que as tarifas sdo obtidas da resolugdo homologatéria que define as Tarifas de Uso dos Sistemas de Transmissdo para cada ciclo
publicadas anualmente.

37. Ja os valores referentes as instalagdes de transmissdo de uso exclusivo sdo obtidos de resolugio homologatoria especifica publicada anualmente, além de considerar
as informagoes presentes no SIGET - Sistema de Gestdo da Transmissao.

b. Custo de Conexdo

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

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

40. A situagdo descrita acima pode ocorrer, pois de acordo com o que consta no § 12 do artigo 7° € § 3° do artigo 7°-A da Resolugdo Normativa n° 67/2004 ¢ § 6° do
artigo 4°-A da Resolugdo Normativa n® 68/2004, os encargos de conexao associados as novas instalagdes de transmissdo de uso exclusivo, apesar de serem devidos pela
distribuidora a partir da data de entrada em operagdo comercial dessas instalagdes, s poderdo ser considerados no calculo da tarifa dos consumidores finais da
concessionaria ou permissionaria de distribui¢@o a partir da respectiva prestagdo de servigo, sem efeitos retroativos.

41. Caso haja instalagdes de transmissdo de uso exclusivo da distribuidora, autorizados com RAP prévia e que entraram em operagdo comercial durante o Periodo de
Referéncia, considera-se adicionalmente para fins de cobertura tarifaria dos custos associados a essas instalagdes, o periodo compreendido entre a data de conexado da
distribuidora na nova instalag@o e a data de aniversario da concessionaria de distribuigao.

c. Transporte da Energia Elétrica proveniente de Itaipu Binacional

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

d. Custo do Uso de Sistemas de Distribuigdo

43. Refere-se aos valores pagos pelas concessionarias de distribuigdo a outras Distribuidoras, conforme Contrato de Uso do Sistema de Distribuigdo — CUSD celebrado
entre as partes, para acesso a rede de distribui¢do daquelas. A despesa ¢ calculada com base nos valores de demanda de poténcia, observando a Contratagdo Eficiente
(montante faturado contido no intervalo de 100% até 110% do MUSD contratado), multiplicados por tarifa estabelecida pela ANEEL em resolugdo da distribuidora
acessada.

3. Compra de Energia

44. O calculo dos custos de aquisigdo de energia obedece aos critérios estabelecidos no contrato de concessdo e nas normas setoriais, em especial a Lei n° 10.848/2004 ¢
ao Decreto n° 5.163/2004.

45. A Lei n° 10.848/2004 também estabeleceu dois ambientes de contratagdo no Sistema Interligado Nacional — SIN, o Ambiente de Contratagdo Regulada — ACR ¢ o
Ambiente de Contratagdo Livre — ACL. A mesma lei, em seu art. 2°, determina que as empresas de distribui¢do de energia “deverdo garantir o atendimento a totalidade de
seu mercado, mediante contratagdo regulada”.

46. Além disso, ¢ considerado no calculo o procedimento aprovado pelo Despacho n°® 4.225, de 10/12/2013, que estabelece que o custo de aquisi¢do de energia seja
obtido pela multiplicag@o da energia requerida, liquida da energia do PROINFA, pela tarifa média dos contratos de compra de energia vigentes na data da revisao.

47. As modalidades disponiveis de aquisi¢do de energia elétrica no cumprimento da obriga¢do de contratagdo para o atendimento do mercado dos agentes de distribui¢do
sdo descritas a seguir:

i) Contratos Bilaterais: sio contratos de livre negociagdo entre os agentes, firmados antes da publicacdo da Lei n? 10.848/2004;
os contratos firmados para o atendimento do Sistema Isolado antes da Medida Proviséria n2 466, de 29/07/2009, e aqueles firmados
por meio de licitagdo realizada na modalidade de concorréncia ou Contratos Bilaterais as contratagdes de energia de Geragdao
Distribuida decorrente da desverticalizagdo, conforme dispde a Lei n.2 10.848, de 2004 e os contratos oriundos de licitagdo publica
realizada por agentes de distribuicio com mercado inferior a 700 GWh/ano e contratos firmados entre concessiondria com mercado
inferior a 700 GWh/ano e seu agente supridor.



ii) Contratos de Leilées (CCEARs): sdo Contratos de Comercializagdo de Energia no Ambiente Regulado — CCEAR, decorrentes de
leildes definidos com base no art. 19 do Decreto n. 5.163, de 2004, para empreendimentos de geragdo existentes, novos
empreendimentos e de fontes alternativas;

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

iv) Cotas de ITAIPU refere-se a energia comercializada por Itaipu Binacional com as concessionarias de distribuigdo de energia
elétrica adquirentes das cotas-partes; a metodologia para o calculo das cotas — parte se encontra na Resolugdo Normativa n2 331, de
16/9/2008;

v) Cotas de Angra | e Il refere-se a energia comercializada pelas centrais geradoras Angra | e Angra Il com as concessionarias
de distribuicdo de energia elétrica no Sistema Interligado Nacional — SIN adquirentes das suas respectivas cotas-partes; conforme
disposto no art. 11 Lei n® 12.111, de 9/12/2009;

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

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

viii) Geragdo Propria: refere-se a energia proveniente de empreendimento de geragdo prdpria da concessiondria de
distribuicdo com mercado inferior a 500 GWh/ano e aquelas que atendem os Sistemas Isolados para atendimento do seu mercado. A
Lei 9.074, de 7 de julho de 1995, com redagdo dada pela Lei 10.848, de 2004;

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

x) Geragdo Distribuida: producdo de energia elétrica proveniente de empreendimentos conectados diretamente no sistema
elétrico de distribuicdo do comprador, exceto: hidraulicas com capacidade instalada superior a 30 MW; e térmicas, inclusive de
cogeragdo, com eficiéncia energética inferior a setenta e cinco por cento (ndo existem restricdes de eficiéncia para térmicas que
utilizem biomassa ou residuos de processo como combustivel).

a. Perdas Elétricas e Energia Requerida

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

49. As perdas podem ser segmentadas entre perdas na Rede Bésica, que sdo externas ao sistema de distribuigdo da concessionaria e tem origem iminentemente técnica, e
as perdas na distribuigdo que podem ser de natureza técnica ou néo técnica.

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

b. Perdas Técnicas
51. As perdas técnicas se referem a parcela das perdas na distribuigdo inerente ao processo de transporte, transformagdo de tensdo € medigdo da energia na rede da
concessiondria, sdo calculadas levando-se em consideracdo as caracteristicas do sistema de distribui¢do da concessiondria, como pontos de inje¢do e consumo de energia

elétrica, bitola dos condutores, tipo de transformadores.

52. As perdas técnicas sdo calculadas segregando as redes de distribuigdo em alta, média e baixa tensdo, além das subestagdes, transformadores de distribui¢do, ramais
de ligag@o e medidores. O Modulo 7 dos Procedimentos de Distribui¢do — PRODIST detalha a metodologia empregada para o célculo das perdas técnicas.

c. Perdas Nao-Técnicas

53. As perdas ndo técnicas representam as perdas associadas a furtos de energia, erros de medigdo, erros no processo de faturamento, unidades consumidoras sem
equipamento de medigdo. Estas sdo obtidas pela diferenga entre as perdas na distribui¢do e as perdas técnicas.

54. O referencial regulatorio para as perdas ndo técnicas ¢ redefinido a cada revisdo tarifaria € pode se dar na forma de uma trajetoria decrescente, reconhecendo-se um
nivel menor de perdas ndo técnicas a cada reajuste tarifario subsequente, ou na forma de uma meta fixa, em que o nivel de perdas ndo técnicas reconhecido nas tarifas,
sempre referenciado em termos de perdas néo técnicas sobre o mercado de baixa tensio, se mantém constante ao longo do ciclo tarifério.



55. O Submédulo 2.6A do PRORET detalha a metodologia empregada para o calculo das perdas ndo técnicas. A abordagem adotada pela ANEEL, para a definigéo dos
limites de perdas ndo técnicas, ¢ o da comparagdo de desempenho de distribuidoras que atuem em areas de concessdo com certo grau de semelhanga. Essa comparagao se
da, essencialmente, a partir da constru¢do de um ranking de complexidade no combate as perdas ndo técnicas, que busca mensurar de forma objetiva o nivel de
dificuldade enfrentado por cada distribuidora para reduzir, essencialmente, as fraudes e os furtos de energia em sua area de concessao.

56. A partir da formulagio do ranking é possivel afirmar quais distribuidoras que atuam em areas mais complexas, ¢ que ainda assim tenham alcangado niveis mais
baixos de perdas ndo técnicas, sejam referéncias de eficiéncia, e possam, portanto, ser utilizadas para se definir trajetorias de redugdo de perdas ndo técnicas para as
demais. Cabe ressaltar que, além da analise de eficiéncia comparativa das distribuidoras, a avaliagdo também considera o desempenho passado da propria distribuidora,
que pode servir de referencial regulatorio quando os niveis de perdas ndo técnicas tiverem crescido.

57. O ponto de partida para o referencial regulatorio de perdas ndo técnicas ¢ definido, regra geral, pelo menor valor entre a meta definida no ciclo anterior ¢ a média
historica dos ultimos 4 anos civis alcangada pela distribuidora, considerando eventuais ajustes e excegdes previstas no Submodulo 2.6 do PRORET, se for o caso. A meta
para o final do ciclo, por sua vez, considera o desempenho de distribuidoras que atuem em areas tdo ou mais complexas sob o ponto de vista do combate as perdas ndo
técnicas, e que tenham desempenho melhores. Caso a concessionaria em processo de revisdo possua patamares reais de perdas ndo técnicas superiores aos considerados
adequados pela ANEEL, o nivel médio de perdas ndo técnicas das empresas benchmarks passa a ser referencial para a defini¢do da meta, que deve observar a velocidade
potencial de reducao.

d. Valoragao da Compra de Energia

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

59. O calculo dos valores econdmicos para a compra de energia na DRP obedece aos critérios estabelecidos no contrato de concessdo e nas normas setoriais, em especial
a Lein® 10.848/2004 ¢ o Decreto n°® 5.163/2004.

60. Para o calculo da despesa com energia elétrica comprada para revenda, elabora-se o Balango Energético da concessiondria, que apura as sobras ou déficit§20]
considerando o periodo de referéncia em questdo.

61. As sobras ou déficits sdo calculados a partir da diferenga entre os totais de energia contratada e de energia requerida, ambos relativos ao periodo de referéncia. A
energia contratada disponivel corresponde ao somatorio de CCEAR’s, Contratos de Leilao de Ajuste, Contratos Bilaterais, Geragdo Propria, cotas de energia de Itaipu, do
Proinfa, de Angra I e II, e das Usinas com Contratos Renovados, e Contratos de Suprimento.

62. Os critérios e procedimentos adotados no calculo do prego de repasse dos contratos de compra de energia estdo detalhados no Submodulo 3.2A do PRORET.

D. Computo da Parcela B
1. Custos Operacionais

63. A metodologia de defini¢do dos custos operacionais, descrita no Sumoédulo 2.2 do PRORET, estabelece 0 método de comparagio por benchmarking para a definigao
do nivel eficiente dos custos operacionais que serdo reconhecidos nas tarifas.

64. A identificagdo do nivel eficiente é obtida pela comparagdo entre as distribuidoras levando-se em consideragdo as caracteristicas de cada concessionaria. A partir
dessa analise ¢ estabelecido um intervalo de custos operacionais regulatorios que serve de parametro para os valores que serdo estabelecidos ao longo do ciclo tarifério.

65. No momento da revisdo, o intervalo de custos operacionais ¢ atualizado para a data da revisio observando a variagdo da extensdo de redes, nimeros de
consumidores, mercado, perdas ndo técnicas ajustadas e nimero de horas de fornecimento interrompido.

66. Numa anélise posterior, compara-se o intervalo de custos eficientes atualizado com a cobertura de custos operacionais presentes na tarifa da concessionaria. Caso o
valor de custos operacionais presente na tarifa esteja fora do intervalo definido pelo método de benchmarking, parte da diferenca ¢ incorporada no momento da revisdo e
a parcela remanescente ¢ considerada para fins de célculo do Componente T do Fator X.

67. Regra geral, se o valor contido na tarifa de custos operacionais for maior que o limite superior do intervalo estabelecido, o valor de custos operacionais reconhecido
na revisdo e o Fator T sdo calculados de forma a estabelecer uma trajetoria de redug@o da Parcela B ao longo do ciclo até alcangar o limite superior. Caso o valor contido
na tarifa seja menor que o limite inferior do intervalo, o valor de custos operacionais reconhecidos na revisdo e o Fator T sdo calculados de forma criar uma trajetoria de
aumento da Parcela B ao longo do ciclo até alcangar o limite inferior. Por fim, se os valores estiverem contidos no intervalo de custos eficientes, o custo reconhecido na
revisdo correspondera ao custo ja contido nas tarifas e o Fator T sera igual a zero.

68. Um passo seguinte ¢ verificar se a trajetoria estabelecida conforme andlise anterior ¢ compativel com a restri¢do de variagdo de 5% a.a.. Nos casos em que a
trajetoria excede a variacdo anual de 5%, a trajetoria ¢ ajustada para ndo exceder o limite anual, conforme formula a seguir:

!
ACO = min( ¥ [€Oer _ 1[;5%)
J€0 4

(7)
COpera = CO4(1 £ ACOYN
onde:

AL trajetdria dos custos operacionais regulatorios;
594, variagdo mdxima admissivel;



O, Meta de custos operacionais ajustada ao limite mdximo de variagdo anual;

69. Uma ultima etapa consiste da avaliagdo do prémio de eficiéncia. Nos casos em que a aplicagdo da metodologia, conforme descrita nos passos anteriores, resultar em
uma meta de custo operacional superior a 120% do custo real da empresa, o excedente desse valor sera compartilhado em 50% com o consumidor.

70. Nestes casos, o valor final da meta de custos operacionais é recalculado de modo a levar em consideragdo o compartilhamento do prémio de eficiéncia, conforme

formula a seguir:

1.2 0Opexmedin + COpmera (@)

COyera = 2

onde:

OO s MeEta de custos operacionais regulatdrios com compartilhamento;

Opexidio! média dos custos operacionais reais.
2. Custo Anual dos Ativos (CAA)
a. Base de Remuneragdo Regulatéria (BRR)
71. Os ativos da concessionaria sdo remunerados por meio da Base de Remuneragio Regulatoria e da Base de Anuidade Regulatoria.
72. A Base de Remuneragdo Regulatoria (BRR) é composta pelos valores dos seguintes itens:

| — Ativo Imobilizado em Servigo (AlS), avaliado e depreciado (ou amortizado, conforme caso especifico), considerando os
seguintes grupos de contas de ativos:

i) Terrenos — Distribui¢do, Geragdo;

ii) Reservatorios, barragens e adutoras;

iii) EdificacGes, obras civis e benfeitorias — Distribui¢do, Geragdo; e
iv) Maquinas e equipamentos — Distribui¢cdo, Geragdo.

Il — Intangivel, considerando a conta de Serviddes;
IIl — Almoxarifado de operagdo; e
IV — ObrigacGes especiais.
73. A Base de Anuidade Regulatéria (BAR) é composta por valores equivalentes aos seguintes grupos de contas do AIS e Intangivel:

| — Intangivel — Software, Outros;

Il — Terrenos — Administragao;

Il — EdificagGes, obras civis e benfeitorias — Administragdo;
IV —Midquinas e equipamentos — Administragdo;

V —Veiculos; e

VI - Mdveis e utensilios.
74. Para a avaliagdo dos ativos das concessionarias vinculados a concessdo do servigo publico de distribuigdo de energia elétrica, visando a defini¢do da base de

remuneragdo, devem ser observadas as seguintes diretrizes:

i) A base de remuneragdo aprovada no terceiro ciclo de revisdo tarifaria (3CRTP) deve ser “blindada”. Entende- se como base
blindada os valores aprovados por laudo de avaliagdo ajustados, incluindo as movimentagdes ocorridas (adigdes, baixas, depreciagdo) e
as respectivas atualizagdes;

ii) As inclusdes entre as datas-base do terceiro ciclo e da atual revisdo tarifaria, desde que ainda em operagdo, compdem a Base
Incremental e sdo avaliadas no processo de revisdo tarifaria;

iii) Os valores finais da avaliagdo sdo obtidos somando-se os valores atualizados da base de remuneragdo blindada (item a) com
os valores das inclusdes ocorridas entre as datas-base do terceiro ciclo e da atual revisdo tarifaria — base incremental (item b);

iv) Considera-se como data-base do laudo de avaliagdo o Ultimo dia do sexto més anterior ao més da atual revisdo tarifaria;

v) A base de remuneracdo devera ser atualizada pela variagdo do IPCA, entre a data-base do laudo de avaliagdo e a data da
revisao tarifaria.

75. Os ativos vinculados a concessdo do servigo publico de distribuigdo de energia elétrica somente sdo elegiveis a compor a Base de Remuneragdo Regulatoria quando
efetivamente utilizados no servigo publico de distribuigdo de energia elétrica. Sdo desconsiderados da base de remuneragdo aqueles ativos que compde a Base de
Anuidade Regulatoria — BAR.

76. Também ¢ deduzido da base de remuneragio liquida da empresa o total do saldo devedor de recursos da RGR junto a Eletrobras, referente ao terceiro més anterior a
data base do laudo de avaliagdo da Base de Remuneragdo da concessionaria. Assim, os ativos imobilizados provenientes de recursos da RGR serdo remunerados a taxa



especifica, e os demais ativos da empresa ao custo de capital regulatorio (WACC).

77. O saldo dos investimentos realizados, a partir de financiamento com recursos da RGR, ¢ remunerado pelo custo dos empréstimos em termos reais, tendo em vista que
o reajuste tarifario contempla atualizagdo monetaria da parcela B, assim como os investimentos realizados durante o ciclo tarifario sdo corrigidos pela inflagdo quando de
sua incorporagdo a base de remuneragao regulatoria.

78. Os recursos da RGR destinados ao Programa Luz para Todos (PLpT) sdo remunerados pelo custo efetivo dos empréstimos em termos reais, de 2,28% a.a., € os
recursos da RGR ndo destinados ao PLpT serdo remunerados ao custo da menor captagdo de recursos de terceiros disponiveis as distribuidoras de energia elétrica, de
2,28% a.a. em termos reais.

b. Remuneragdo do Capital (RC)

79. A Remuneragio do Capital (RC) corresponde a remuneragdo dos investimentos realizados pela concessionaria e depende fundamentalmente da Base de
Remuneragdo Regulatoria e do custo de capital, conforme formulagao a seguir:

RC = (BRRL — RGR) ' rwaccpre + RGR 1rgr + RCop  (9)

onde:
RC: Remuneragéo do Capital;
BRRI: Base de Remuneragdo Regulatdria Liquida;
RGR: Saldo devedor da Reserva Global de Reversdo, RGR;
I'waccprs: Custo Médio Ponderado de Capital Real antes dos Impostos;
rrer: Custo de capital da RGR, ponderado por destinagéo (PLpT e ndo PLpT); e
RC o Remuneragdo sobre os Investimentos Realizados com recursos de ObrigagGes Especiais.

80. Para o célculo da taxa de retorno, utiliza-se a metodologia do Custo Médio Ponderado de Capital (Weighted Average Cost of Capital - WACC), incluindo o efeito
dos impostos sobre a renda, sendo expresso pela seguinte formula:

rwacc = (P/V) Tyt {D/V]'rd. (1-T) (20)

onde:
I'wace: taxa regulatéria de remuneragéo do capital média ponderada, apds impostos, em termos reais;
rp: remuneragéo do capital proprio real;
ry: remuneragdo do capital de terceiros real;
P: percentagem de capital proprio;
D: percentagem de capital de terceiros;
V: soma do capital préprio e de terceiros; e
T: aliquota tributdria.

81. A estrutura de capital diz respeito as fontes de recursos utilizadas por um investidor em um investimento especifico, existindo duas fontes: capital proprio e de
terceiro.

82. Para a determinagdo da estrutura 6tima de capital a ser aplicada, partiu-se do levantamento de dados empiricos das empresas de distribui¢do de energia elétrica no
Brasil, em um periodo de 4 anos consecutivos.

83. Para determinar o custo de capital proprio, adota-se 0 método de risco/retorno CAPM (Capital Asset Pricing Model). O modelo CAPM construido para o célculo da
remuneragdo de ativos de distribuigdo de energia elétrica no Brasil tem como resultado fundamental a seguinte equagéo:

rp=rnrN-b+ B (rm—7f) +pra(1l)
onde:

rp: remuneragdo do capital préprio;

rntveb: Ffemuneragdo do titulo publico brasileiro;

[1: beta do setor regulado;

Im~r: prémio de risco do mercado estadunidense, formado pela diferenca de referéncia entre o r,, (taxa de retorno do mercado
estadunidense) e a r (taxa de retorno do ativo livre de risco estadunidense); e

pra: prémio de risco da atividade.

84. Para o custo de capital de terceiros, adota-se uma abordagem similar & do capital proprio, ou seja, trata-se de adicionar a taxa livre de risco os prémios de risco
adicionais exigidos para se emprestar recursos a uma concessiondria de distribui¢do no Brasil. O custo do capital de terceiros ¢ calculado entdo pelo método CAPM da
divida, conforme a seguinte expressao:

rr=Tpek + CEpgh (12)

onde:
rr: remuneragdo do capital de terceiros;
I'oep: rentabilidade das debéntures; e
Cepep: CUStO de emissdo das debéntures.



85. A tabela a seguir ilustra o céalculo do custo médio ponderado de capital para uma concessiondria que tenha aliquota de 34% a titulo de Imposto de Renda Pessoa
Juridica (IRPJ) e Contribui¢do Social Sobre o Lucro Liquido (CSLL).

Tabela Il.1. Resultado do Custo Médio Ponderado de Capital - WACC

Pardmetros - 2024 Distribuigdo

Remuneragio de Capital Préprio

Taxa Livre de Risco 5,08%
Beta Alavancado 80,87%
Prémio de Risco de Mercado 6,70%
Risco da Atividade 0,28%
Prémio de Risco do negécio e financeiro 5,69%
Remuneragdo real depois de impostos 10,77%

Remuneragio de Capital de Terceiros

Debéntures 6,23%
Custo de emissao 0,56%
Remuneragdo real antes de impostos 6,79%
Impostos 34,00%
Remuneragdo real depois de impostos 4,48%

Estrutura de Capital

% Capital Préprio 51,55%
% Capital de Terceiros 48,45%
Taxa Regulatéria de Remuneragdo do Capital - Média
Ponderada
Real, depois de impostos 7.72%
Real, antes de impostos 11,70%

* Para amnrasac com alinnnta de IRRI/CSH da 24%

86. Para aplicagdo tarifaria, considera-se 0 WACC real depois do beneficio tributirio dos impostos do percentual de impostos a serem pagos. Assim, a equagio anterior
sera aplicada as tarifas dos consumidores como se segue abaixo:

[rwacc]
TwAcCpré = 1 _7 (13)

87. Tendo em vista que as aliquotas de IRPJ e CSLL estdo sujeitas a tratamento legal diferenciado, de acordo com as especificidades da distribuidora, podendo resultar
em aliquotas finais inferiores ao valor de 34%, serdo consideradas as seguintes aliquotas:

a) para concessionarias isentas, imunes ou ndo sujeitas a tributagdo da renda, as aliquotas de IRPJ e CSSL somam 0,00% (zero);

b) para as concessionarias enquadradas na area de atuacio SUDENE/SUDAM, as aliquotas de IRPJ e CSSL somam 15,25%,
proporcionalmente a receita faturada na area de concessao sujeita ao beneficio fiscal;

c) para as concessiondrias com remuneracdo regulatdria inferior a RS 240.000,00, as aliquotas de IRPJ e CSLL somam 24%;
d) para os demais casos, considera-se as aliquotas de 25% e 9%, totalizando 34%.
88. Para aplicagdo tarifaria, considerar-se-ia 0 WACC conforme tabela abaixo:

Tabela Il.2 — WACC antes de Impostos

Aliquota de Taxa

IRPJ e CSLL z)
WACC real antes dos impostos? Isento 8,84%
WACC real antes dos impostos® 15,25% 9 84%
WACC real antes dos impostos® 24% 10,69%
WACC real antes dos impostos® 34% 11,70%

a) concessicndarias isentas de impostos sobre a renda;

b) concessiondrias enguadradas na drea de atuagdo SUDENE/SUDAM;
c) concessiondrias com lucro regulatdrio inferior a R$240.000; &

d) todas as demais.

c. Quota de Reintegragao Regulatéria (QRR)

89. A Quota de Reintegragdo Regulatoria (QRR), por sua vez, corresponde a parcela que considera a depreciagio e a amortizagdo dos investimentos realizados e tem por
finalidade recompor os ativos afetos a prestagdo do servigo ao longo da sua vida util.



90. A Quota de Reintegragdo Regulatoria (QRR) depende fundamentalmente da Base de Remuneragio Regulatoria e da taxa média de depreciagdo das instalagdes,
conforme formulagdo a seguir:

QRR = BRRb - & (15)

onde:
QRR: Quota de Reintegragdo Regulatdria;
BRRb: Base de Remuneragdo Regulatdria bruta; e
[1: Taxa média de depreciagdo das instalagées.

91. Para o célculo da taxa média de depreciagio das instalagdes, devem-se utilizar as taxas anuais de depreciagdo definidas na Tabela XVI do anexo ao Manual de
Controle Patrimonial do Setor Elétrico — MCPSE, aprovado pela Resolugdo Normativa ANEEL n° 674, de 11 de agosto de 2015.

d. Custo Anual das Instalagées Moveis e Iméveis (CAIMI)

92. O Custo Anual das Instalagdes Moveis e Imoveis, também denominado Anuidades, refere-se aos investimentos de curto periodo de recuperago, tais como os
realizados em hardware, software, veiculos, e em toda a infraestrutura de edificios de uso administrativo.

93. Os ativos que compdem a Base de Anuidade Regulatoria (BAR) ndo sdo considerados no Ativo Imobilizado em Servigo (AIS) que compora a base de remuneragio.
Esses ativos sdo determinados como uma relagdo do AIS. A BAR sera determinada pela formulagio a seguir:

BAR = 2,7159 - (AIS — IA)"*167+1 . (JPCA, /IPCA,)*17 (16)

onde:
BAR: Montante da base de remuneragdo regulatdria referente aos investimentos em ativos ndo elétricos (instalagbes moveis e imdveis);
Als: Ativo imobilizado em servigo aprovado na quarta reviséo;
14: Indice de aproveitamento sobre o AlS aprovado na quarta revisdo;
{P¢ A1 Valor do indice IGP-M na data da revisdo tarifdria; e
[P Ao Valor do indice IGP-M em 01/01/2011.

94. Uma vez definida a base de anuidade regulatoria, para o calculo da anuidade, é necessario segregar em 3 grupos de ativos, conforme tabela a seguir:

Tabela II.3 — Segregacdo da Base de Anuidade Regulatéria nos Grupos de Ativos

Grupo de Ativos (% da BAR)
Aluguéis (BAR,) 45%
Veiculos (BARy) 12%
Sistemas (BAR,;) 43%

95. Uma vez segregadas, as Anuidades sdo dadas por:

CAIMI = CAL + CAV + €Al (17)

onde:
CAIMI: Custo Anual das Instalagées Mdveis e Imdveis (Anuidades);
CAL: Custo Anual de Aluguéis;
CAV: Custo Anual de Veiculos; e
CAI: Custo Anual de Sistemas de Informdtica.

96. As Anuidades serdo calculadas com depreciag@o linear na vida util e com remuneragéo sobre 50% do investimento.

CA(L/V/I) = BAR v - + "“’+] (18)

[ 1
VU 00

onde:
CA(L/V/1): Custo Anual de: A: Aluguéis / V:Veiculos / I:Sistemas de Informdtica;
BARu: Montante da base de anuidade regulatdria referente aos investimentos considerados para infraestrutura de: A:imdveis de uso
administrativos / V: veiculos / I: Sistemas de informdtica; e
VU, Vida dtil. Considera-se o valor definido na Tabela XVI do anexo ao Manual de Controle Patrimonial do Setor Elétrico — MCPSE: A
85% referente ao TUC (Tipo de Unidade de Cadastro) “Edificacdo — outras” e 15% referente ao TUC “Equipamento Geral” / V: referente ao
TUC “Veiculos” / I:referente ao TUC “Equipamento Geral de Informdtica”.

3. Receitas Irrecuperaveis

97. Conforme estabelecido no Submédulo 2.6A do PRORET, o calculo das Receitas Irrecuperaveis é feito pela soma da Receita Requerida (Parcela A + Parcela B),
excetuando a propria Receita Irrecuperavel, de todos os itens financeiros e da receita de bandeiras realizada nos ultimos 12 meses, incluindo a estes os valores
correspondentes aos tributos ICMS, PIS, COFINS e PASEP, e multiplicado por um valor correspondente a um percentual médio de Receitas Irrecuperaveis, por classe de
consumo, ponderado pela participagdo da classe de consumo na receita total da distribuidora, conforme férmula abaixo:



RR + Financeiros + Receita de BPandeiras (6)
Vir = (1 ICMS — PIS — COFINS) % {Ec(pe % RI)}

onde:
V' ;* valor a ser considerado de receitas irrecuperdveis;
[tR: receita requerida (Parcela A + Parcela B), sem incluir os valores correspondentes a Rl;
Financeiros: Componentes Financeiros das Tarifas de Distribui¢do, conforme definidos no PRORET submddulo 4;
Receita de Bandeiras: receita faturada de bandeira tarifdria nos ultimos 12 meses;
p, participagéo da classe de consumo C na receita total verificada no ano teste;
RI,.: percentual de receitas irrecuperdveis regulatdrias, relativo a classe C, do grupo ao qual pertence a empresa.

4. Ajuste da Parcela B em fungdo do indice de Ajuste de Mercado e do Mecanismo de Incentivo a Melhoria da Qualidade

98. Ao Custo de Administragdo, Operagdo e Manutengdo — CAOM e ao Custo Anual dos Ativos — CAA ¢ aplicado um fator de ajuste de mercado € um mecanismo de
incentivo a qualidade.

a.indice de Ajuste de Mercado ( Pm)

99. O indice de ajuste de mercado, denominado de Fator de Ajuste de Mercado, considera os ganhos potenciais de produtividade no ano anterior a revisdo tarifaria
(periodo de referéncia), e o periodo em que as tarifas definidas na revisio estardo vigentes, que sdo os doze meses posteriores a revisao.

100. O valor do Fator de Ajuste de Mercado (Pm), a ser aplicado na revisdo tarifaria periddica de cada concessionaria, como ajuste do Valor da Parcela B, é definido a
partir da produtividade média do setor de distribuigdo e do crescimento médio do mercado faturado e do niimero de unidades consumidoras da concessionaria entre a
atual e a revisdo tarifaria anterior. O cdlculo do Pm utiliza a mesma formula do componente Pd do Fatox X descrita na se¢do IIL.E deste anexo.

b. Mecanismo de Incentivo a Melhoria da Qualidade

101. O Mecanismo de Incentivo a Melhoria da Qualidade busca incentivar a melhoria continua dos indicadores, além de observar o desempenho entre as
concessionarias, ajusta o valor da Parcela B na revisdo tarifaria de acordo com o comportamento dos indicadores de qualidade técnico e comercial da distribuidora.

102. Para o célculo do Mecanismo de Incentivo a Qualidade, ¢ considerada a mesma metodologia de calculo do Componente Q do Fator X descrita na se¢do IILE deste
anexo.

5. Outras Receitas (OR)

103. Conforme Submoddulo 2.7A do PRORET, as outras receitas podem ser classificadas em duas categorias, conforme sua natureza: em “receitas inerentes ao servigo
de distribui¢@o de energia elétrica”, que sdo as relativas aos servigos cobraveis e “receitas de atividades acessorias”, que sdo atividades de natureza econdmica acessorias
ao objeto do contrato de concessdo, exercida por conta e risco das concessionarias.

104. As atividades acessorias subdividem-se em 2 subgrupos:

i) Atividades acessérias proprias: sdo aquelas que se caracterizam como atividade regulada, prestada somente pela
distribuidora e sujeita a fiscalizagdo, tais como: arrecadacdo de convénios ou valores por meio da fatura de energia elétrica;
arrecadagdo de faturas de terceiros por meio de estrutura prépria de arrecadagdo; veiculagdo de propaganda ou publicidade em fatura
de energia elétrica ou paginas eletronicas; aluguel ou cessdo onerosa de imoveis e espacgos fisicos; compartilhamento de
infraestrutura; servigos de avaliacdo técnica e de aferi¢do de medidores em laboratério préprio; e operacionalizacdo de servigo de
créditos tributarios.

ii) Atividades acessérias complementares: sdo aquelas que se caracterizam como atividade ndo regulada, cuja prestacdo esta
relacionada a fruigdo do servigo publico de distribuicdo de energia elétrica e que pode ser prestada tanto pela distribuidora quanto por
terceiros, observando-se a legislacdo de defesa do consumidor e a legislagdo da defesa da concorréncia. Sdo elas: elaboragdo de
projeto, construgdo, expansdo, operacdao, manuten¢do ou reforma de: (1) redes de distribuicdo de energia elétrica destinadas a
regularizagdo fundidria de interesse especifico e ao atendimento dos empreendimentos de multiplas unidades consumidoras; (2) redes
de energia elétrica destinadas ao acesso dos sistemas de distribuicdo ou transmissdo; (3) subestacdes de energia; (4) instalagdes
elétricas internas de unidades consumidoras; (5) banco de capacitores: (6) padrdes de entrada de unidades consumidoras atendidas
em baixa tensdo; (7) sistemas de medi¢do de energia elétrica; (8) geradores, incluindo-se unidades de microgera¢do e minigeragdo
distribuida; e (9) sistemas de iluminagdo publica; além de: eficientizagdo do consumo de energia elétrica e instalagdo de cogeragdo
qualificada, desde que ndo enquadraveis nos projetos de Pesquisa e Desenvolvimento (P&D) ou de Eficiéncia Energética estabelecidos
em lei; servigos de comunicagdo de dados; e servigos de consultoria relacionados as atividades acessérias previstas.

105. O compartilhamento das receitas decorrentes das atividades acessorias proprias sera de 60% da receita bruta, ou seja, um percentual de 40% sera atribuido a
concessionaria, com fins de estimular a eficiéncia na prestagdo do servigo, enquanto a outra parcela sera destinada aos consumidores do servi¢o de distribui¢do de energia
elétrica.

106. Ja o compartilhamento das receitas inerentes das atividades acessOrias complementares também sera de 60% da receita bruta da concessionaria, com excegdo dos
itens: a) com o percentual de compartilhamento de 30% da receita bruta: i) geradores, incluindo-se unidades de microgeragio e minigeracao distribuida; ii) eficientizagao
do consumo de energia elétrica e instalagdo de cogeragdo qualificada, desde que ndo enquadraveis nos projetos de Pesquisa e Desenvolvimento (P&D) ou de Eficiéncia
Energética estabelecidos em lei; iii) servigos de comunicagdo de dados (incluindo PLC); e iv) Comercializagdo de direitos de propriedade e de produtos obtidos em um
projeto de Pesquisa e Desenvolvimento (P&D) regulado pela ANEEL, com comprovagdo de destinagdo de recursos para as regides N, NE e CO; e (b) com o percentual
de compartilhamento de 50% da receita bruta: a comercializa¢do de direitos de propriedade e de produtos obtidos em um projeto de Pesquisa e Desenvolvimento (P&D)
regulado pela ANEEL, sem comprovagdo de destinag@o de recursos para as regides N, NE e CO.



E. FATOR X

107. O Fator X tem por objetivo principal garantir que o equilibrio entre receitas e despesas eficientes, estabelecido no momento da revisdo tarifaria, se mantenha ao
longo do ciclo tarifério. E empregado no célculo tarifario nos reajustes anuais quando o valor da Parcela B é corrigido pelo IPCA menos o Fator X. Dessa forma, quanto
maior o Fator X menor € o reajuste tarifario anual.

108. A abordagem adotada pela ANEEL para o calculo do Fator X na revisdo tarifaria periodica busca defini-lo a partir dos ganhos potenciais de produtividade,
compativeis com o nivel de crescimento do mercado, do numero de unidades consumidoras e da qualidade do servigo, além de promover uma transi¢do dos custos

operacionais eficientes.

109. Para atingir essa finalidade, o Fator X serd composto por trés componentes, conforme a formulagdo a seguir:
Fator X = Pd + Q + T (19)

onde:
¢ = Ganhos de produtividade da atividade de distribuigdo;
0= Qualidade do servigo; e
T = Trajetoria de custos operacionais.

110. O componente T ¢ definido “ex-ante”, ou seja, no momento da reviséo tarifaria. J4 oscomponentes Pd e Q serdo especificados “ex-post”, ou seja, em cada reajuste
tarifario posterior a atual revisdo tarifaria, embora a metodologia para seu célculo seja desde ja conhecida.

1. Componente de Ganhos de Produtividade da Atividade de Distribui¢do — Pd

111. O Componente Pd do Fator X consiste nos ganhos de produtividade das distribuidoras de energia elétrica no periodo historico analisado, e foi estimado a partir da

mediana da produtividade do segmento de distribui¢@o e do crescimento médio do mercado faturado de cada distribuidora em relagdo ao crescimento médio do mercado
faturado de todas as distribuidoras, conforme equagao a seguir:

Pd(i): = PTF + 0,317 x (AMWh(i)y_¢.r 1 — AMWh) (20)

onde:

PTF: Produtividade média do segmento de distribui¢do entre 2013 e 2018, calculada por mediana das variagées anuais, equivalente a 0,663%
a.a;

AMWh(i)r.¢.1-1: Variagdo de mercado, em MWh, da concessiondria i, para os seis anos que antecedem a revisdo tarifdria em processamento;
AMWE: Variagdo média de mercado, em MWh das distribuidoras, equivalente a 1,521% a.a.; e

T: Ano da revisdo tarifdria em processamento.

2. Trajetodria de Eficiéncia para os Custos Operacionais — T

112. O Componente T do Fator X tem por objetivo estabelecer uma trajetoria na defini¢io dos custos operacionais regulatorios. A metodologia de célculo de custos
operacionais, bem como o calculo do Componente T, ¢ descrita na se¢do III.D.1 deste anexo.

3. Componente de Qualidade do Servigo - Q

113. O Componente Q do Fator X tem por finalidade incentivar a melhoria da qualidade do servigo prestado pelas distribuidoras ao longo do ciclo tarifario, alterando as
tarifas de acordo com o comportamento de indicadores de qualidade.

114. Na aferigdo do nivel de qualidade do servigo prestado, sdo considerados indicadores dos servigos técnicos e comerciais prestados por cada distribuidora. Seu
calculo leva em conta a variagdo de sete indicadores e o atendimento aos padrdes de qualidade estabelecidos pela ANEEL.

115. As parcelas de qualidade técnica e comercial possuem pesos distintos, conforme equagédo abaixo:
Q = ou?u-q'l'r\cnlcu + D-go-q(‘.(lmurcial (21)

116. A parcela técnica do componente Q ¢é calculada por meio dos indicadores DEC e FEC, enquanto a parcela comercial é aferida por outros cinco indicadores, todos
apresentados na tabela 16 a seguir(2!l:

Tabela 11.4. Indicadores técnicos e comerciais a serem considerados no Mecanismo de Incentivos



Indicador

Definigio

Padrdes
Estabelecidos Distribuidoras

para
Atendimento

Avaliadas oguiamentacio

Comerciais
Frequéncia
Frequéncia equivalente de Limite Art. 158 da REN
Equivalente reclamacbes a estabelecido n° 414/2010,cu o
PR de cada mil para cada Tias que vier a
Reclamacgao unidades distribuidora sucedé-la
consumidoras
Resultado de
pesquisa de
indice avaliagdo do
ANEEL de sat‘igs:fi:;;gdo Valor minimo
IASC Satlzlgac;ao consumidar de 70 Todas
Consumidor residencial
com 0s
servigos
prestados
Relacao das
chamadas
Ini;?f;:}c;rede atendidas Aguelas com Art. 188 da REN
INS Servico do pelas Valor maior ou mais de 60 mil n® 414/2010, cu o
AIEHdI?TlEI’llD chamadas igual a B5% unidades que vier a
Telefdnico recebidas consumidoras sucedé-la
menos
abandonadas
Relagio das
lTéZ?‘dd%;ie abc::?gn;iizsas Aguelas com Art. 188 da REN
Valor menor mais de 60 mil n® 414/2010, ou 0
i o Soive ou igual a 4% unidades que vier a
" _ [P L]
Atend@s.,nm recebidas consumidoras sucedé-la
Telefonico menos
abandonadas
SMBERCEN O PSS CHA Valor menor  Aquelas com Art. 188 da REN
Chamadas — chamadas . i 1 5 4% mais de 60 mil n° 414/2010, ou o
ICO Ocupadas do ocupadas A S 2y = o
Atendimento e até 2014; 2% a  unidades que vier a
: partir de 2015 consumidoras sucedé-la
Telefbnico oferecidas
Técnico
Intervalo de
ternpo médio
Duragio no qual as
Equivalente __U1'929%S | imie giobal Médulo 8 do
DEC de G TANSCOEam estabelecido Todas PRODIST, ou o
Interrupcao pcom oservico Para cada que vier a
por Unidade ¥ distribuidora sucedé-lo
Consumidora de dLsmbm_c;ao
de energia
elétrica

interrompido.

117. O Anexo II do Submoédulo 2.5A do PRORET mostra os modelos a serem aplicados para obtengdo de cada parcela da qualidade.

E. Componentes Tarifarios Financeiros Externos ao Reposicionamento Econémico
118. Os componentes tarifarios financeiros ndo fazem parte da base tarifaria econdmica e se referem a valores a serem pagos ou recebidos pelos consumidores em cada
periodo de 12 meses subsequentes aos reajustes ou revisdes tarifarias, em fungdo de obrigacdo legais e regulamentares impostas as distribuidoras. Descri¢des detalhadas e

formas de célculo encontram-se nos Submodulos 4.1, 4.2A, 4.3 e 4.4A do PRORETI?21,

119. Os componentes financeiros usualmente considerados no processo de reajuste ou revisdo tarifaria anual sdo:

1. Neutralidade dos Encargos Setoriais

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

121. A metodologia de célculo da Neutralidade dos Encargos Setoriais consta do Submoédulo 4.4A do PRORET.

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

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

[J Os valores da CVA do 52 dia util anterior a data do reajuste ou revisdo tarifaria anual sdo atualizados pela Selic (231,

[ Em observancia ao Submddulo 4.2A e 6.8 do PRORET, na apuracdo da CVA gnereia © Na CVAgsserg, € efetuada a reversdo da



receita decorrente da aplicagdo dos adicionais das Bandeiras Tarifarias Vermelha e os repasses da Conta Centralizadora dos Recursos de
Bandeiras Tarifarias alocada para a concessiondria, evitando aumento adicional.

[ Ressalta-se que dados considerados no calculo ja foram fiscalizados pela Superintendéncia de Fiscalizagdo Econémica e
Financeira — SFF/ANEEL. Para a fiscalizagdo, foi utilizado banco de dados corporativo para receber os dados de pagamento associados
ao calculo do saldo de CVA e das garantias financeiras dos contratos de compra de energia.

[J A SFF/ANEEL recomenda que a STR/ANEEL n3o utilize dados que ndo estejam salvos no citado banco. Solicita ainda que
oriente as empresas, caso necessario, a reenviar ou retificar os dados sempre para o banco de pagamentos via Dutonet.

3. Saldo a Compensar da CVA do ano anterior.

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

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

124. O repasse da sobrecontratagdo de energia e da exposi¢do ao mercado de curto prazo é realizado sob a forma de dois componentes financeiros composto pelas
seguintes parcelas: (i) apuragdo do resultado financeiro, decorrente das compras e vendas no mercado de curto prazo, considerando a receita de bandeiras da parcela de
exposicao; e (ii) ajuste do resultado financeiro, descrito no item (i), observando os limites de repasse de sobrecontratagdo de energia e de exposi¢do voluntaria, apds a
finalizagdo dos resultados no ano civil. Calculado conforme a metodologia contida no Submédulo 4.3 do PRORETIZ4],

5. Recalculo da Sobrecontratag¢do de Energia

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

6. Demais Componentes Financeiros - DCF

126. Serdo considerados como Demais Componentes Financeiros (DCF) os seguintes itens: (i) Garantias financeiras de CCEARSs; (ii) Penalidade por descumprimento da
meta de Universalizagdo; (iii) Compensagao por violagdo de imites de continuidade; (iv) Neutralidade dos encargos setoriais; (v) Descasamento da TUSD Geragdo; (vi)
Descasamento da TUSD Distribuigao; (vii) Descasamento das tarifas de permissionarias; (viii) Recalculo de processo tarifario anterior; (ix) Suprimento fora da faixa de
tolerancia; e (x) Acordo Bilateral de CCEAR; (xi) Previsao de Risco Hidrologico; e (xii) Ajuste modicidade CDE Eletrobras. A metodologia de calculo para cada um
deles estdo elencados no Submodulo 4.4A do PRORET[25] ¢ devem ser verificados os que se aplicam a cada processo tarifério.

IV. ADICIONAIS DE BANDEIRAS TARIFARIAS E CCRBT

127. Os adicionais de bandeiras tarifarias sio definidos pela ANEEL anualmente conforme previsdo das variagdes relativas aos custos de geragdo por fonte termelétrica
¢ a exposigdo aos pregos de liquidagdo no mercado de curto prazo que afetem os agentes de distribuigdo de energia elétrica conectados ao Sistema Interligado Nacional —
SIN.

128. Os recursos provenientes da aplicagdo das bandeiras tarifarias pelas distribuidoras sdo revertidos 4 Conta Centralizadora dos Recursos de Bandeiras Tarifarias —
Conta Bandeiras, a qual foi criada pelo Decreto n® 8.401/2015 e regulamentada por meio do Submodulo 6.8 do PRORET.

129. Uma vez arrecadados na Conta Bandeiras, os recursos s3o repassados as distribuidoras, considerando os custos efetivamente realizados de geragdo por fonte
termelétrica e de exposic@o aos precos de liquida¢do no mercado de curto prazo e a respectiva cobertura tarifaria vigente.

130. Desta forma, conforme estabelecido no paragrafo 38 do Submoddulo 6.8 do PRORET, a receita decorrente da aplicagdo dos adicionais das Bandeiras Tarifarias e os
repasses da Conta Bandeiras devem ser considerados na apuragdo da CVA gngrgia, da CVAESS/EER da concessionaria ¢ do célculo do financeiro de
Exposi¢ao/Sobrecontratagéo.

V. SUBVENCAO CDE — DESCONTOS TARIFARIOS

131. Nos termos do inciso VII do artigo 13° da Lei n° 10.438/2002, e conforme dispde o Decreto n® 7.891/2013, a CDE, além de suas demais finalidades, deve custear
descontos incidentes sobre as tarifas aplicaveis aos: geradores e consumidores de fonte incentivada; servico de irrigagdo e aquicultura em horério especial; servigo
publico de agua esgoto e saneamento; distribuidoras com mercado proprio inferior a 500 GWh/ano; classe rural; e subclasse cooperativa de eletrificagdo rural; e servigo
publico de irrigagdo; bem como unidades consumidoras com micro e minigeragdo distribuida (MMGD) do Sistema de Compensa¢do de Energia Elétrica — SCEE,
conforme a Lei n° 14.300/2022.

132. E, conforme o artigo 3° do Decreto n® 7.891/2013, alterado pelo Decreto n® 9.022/2017, o Gestor da CDE, que ¢é a Camara de Comercializagdo de Energia Elétrica —
CCEE, deve repassar o montante mensal de recursos da CDE a cada distribuidora visando custear os referidos descontos tarifarios retirados da estrutura tarifaria. Para
defini¢do dos valores mensais dos subsidios a serem repassados, a STR/ANEEL deve utilizar o mercado considerado no periodo de referéncia deste processo tarifario.

* A Nota Técnica é um documento emitido pelas Unidades Organizacionais e destina-se a subsidiar as decisdes da Agéncia.

ANEXO I



Calculo das Tarifas de Uso do Sistema de Distribuigdo — TUSD e de Tarifa de Energia — TE

DISTRIBUIDORA: Copel Distribui¢do S/A - Copel-DIS

DA ANALISE

1. A Nota Técnica n? 34/2026-STR/ANEEL 261, detalha os procedimentos de célculo das Tarifas de Uso do Sistema de Distribuicdo — TUSD e Tarifa de Energia —
TE relativos as revisGes tarifarias periddicas de 2026. Este Anexo trata das particularidades e flexibilidades do calculo da revisdo tarifaria da COPEL-DIS.

2. Além dos dois documentos, mais detalhes podem ser observados nas Planilhas disponibilizadas na Audiéncia Publica que detalham e ddo transparéncia aos
valores.

I - TRANSICAO

3. No caso da COPEL-DIS, ndo foi realizado nenhuma transi¢do na construgao das tarifas.

Il - POSTOS TARIFARIOS

Defini¢do dos postos tarifarios ponta, fora ponta e intermediario

4. A COPEL-DIS informou que o horario de ponta praticado atualmente é o das 18h as 21h. A empresa solicitou que fossem mantidos os atuais
postos tarifarios, a ponta relevante para o sistema, observada pelas inje¢des nos transformadores e pela curva liquida do sistema
(considerando GD), permanece no periodo noturno

5. A andlise dos agregados dos consumidores-tipo obtidos pela distribuidora mostrou que o horario de ponta proposto esta coerente com as
curvas de carga agregada de seu sistema elétrico.

6. Quanto ao posto intermediario, aplicavel somente a modalidade tarifaria horaria Branca do Grupo B, a distribuidora apresentou 2

propostas, que serdo explorados no tépico da tarifa branca. Em razdo das analises que serdo desenvolvidas no tépico da tarifa branca a seguir
se optou nessa abertura de CP manter o posto intermedidrio em dois periodos de 1 hora, imediatamente anterior e posterior ao posto ponta.

Tabela 1 — Postos tarifarios

Grupo A
Paosto Fora Ponta Posto Ponta
21h00 &s 17h59
Duragdo Hast 18h00 45 20h59
[diaseqguinte)

Grupo B
Posto Fora Ponta| Posto Intermediario Posto Ponta
22h00 &5 16h53 17h00 &8s 17h&8
Duragén 18h00 45 20h59
¢ (tia sequinte) 2100 s 21h59 o

111 - TARIFA BRANCA

7. A COPEL-DIS na sua proposta de flexibilizagdo dos parametros da tarifa branca trouxe questdes e preocupagbes sobre o risco de perda de
receita e necessidade de mecanismos de neutralidade, mas a principal razdo dessa abordagem se deve a proposta da ANEEL na CP n°
46/2025, de estabelecer adesdo automatica para consumidores de alto nivel de consumo. Portanto entendemos que essa questdo foge do
escopo dessa CP e esse pleito deve ser tratado nas analises finais da CP n2 46/2025.

8. A distribuidora propGe a ampliagdo do periodo intermedidrio para 2hs antes e 2hs apds o periodo de ponta. A COPEL identifica que, no
desenho atual, o posto intermediario ndo captura adequadamente o consumo relevante do final da tarde, permitindo que parte significativa
dos consumidores se beneficie da Tarifa Branca sem alterar seus padrdes de consumo. Além de observar um crescimento consistente das
cargas no periodo da tarde, especialmente entre 16h e 18h. Ao antecipar o inicio do posto intermedidrio para as 16h, a proposta busca
influenciar esse consumo crescente, reduzindo a rampa de carga que antecede o horario de ponta. A ampliagdo do posto intermediario busca
reforgar o sinal de preco em hordrios de carga média, tornando a tarifa mais aderente aos custos reais do sistema.

9. Ao avaliar, através das informagGes encaminhadas pela distribuidora, a expansdo das redes, observamos que o percentual de redes em
expansao associado aos horarios fora do periodo de ponta ndo se mostra expressivo. Essa analise que busca identificar os horarios que a rede
tipo atinge acima de 90% da sua demanda mdxima apresentam os valores mais elevados concentrados predominantemente no horario de
ponta (18h as 21h), com redugdo progressiva fora desse intervalo e com valores bem poucos expressivos nos horarios que foram solicitados
ampliagdo do posto intermediario, como mostra tabela a seguir.



TABELA 1 - Expansdo da Redes
Inicio Fim A2 A3 Ad B
18:00
15:00
20:00
21:00 3 25,00%
22:00
23:00
00:00
01:00
02:00
03:00
04:00
05:00
06:00
07:00

08:00 : 46,2%
09:00 46,2%  25,00%
10:00 53,8%  25,00%
11:00 53,8%  25,00%

12:00 38,5%
13:00
14:00 61,5%  25,00%
15:00 61,5%  25,00%
16:00 16:59 66,7% 75,00% 69,2%  25,00%

17:00  17:5900400009% 75.00%  84.6%  25.00%

53,8%

10. Ao analisar o Custo de Capacidade por subgrupo, subclasse e por hordrio, verifica-se que os valores do CME apresentam comportamento
coerente com a sinalizagdo ja existente na estrutura tarifaria, concentrando-se os maiores valores nos hordrios noturnos de maior
carregamento do sistema. Nas demais horas do dia, ha redes com expansdo no periodo diurno. Como se observa no grafico abaixo, tais
expansoes sdo causadas pelo Subgrupo B3, classes industrial e comercial da baixa tensdo.

Grafico 1- Custo de Capacidade
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11. Dessa forma, entendemos que deve ser mantida o posto intermediario em uma hora antes e uma hora depois do posto ponta, de modo a
evitar deslocamento da demanda mdaxima para as horas anterior ou posterior ao posto ponta.

IV.7 - FLEXIBILIZAGAO DE PARAMETROS DA ESTRUTURA TARIFARIA

12. O Submddulo 7.1 do PRORET estabelece alguns parametros de flexibilizacdo da estrutura tarifaria que podem ser alterados com base em
estudo fundamentado por parte da distribuidora.

13. A COPEL-DIS n3o apresentou proposta da relagdo Ponta/Fora Ponta. Assim vejamos: “ Dessa forma, ndo se propéem alteracées na RPFP,
mantendo o sinal tarifdrio atual para todos os niveis de tensdo.”



14. Cabe destacar, que a estrutura na composi¢cdo das tarifas da COPEL-DIS sera disponibilizada em Consulta Publica, que sera objeto de
andlises e contribuicGes, que poderd resultar em alteragdo na composic¢ao final da Estrutura Tarifaria.

Superintendéncia de Gestdo Tarifaria e Regulagdo Econémica — STR/ANEEL Processo n? 48500.028437/2025-60

11 Documento SEI n® 0207252.

12 Documento SEI n2 48500.004513/2026-22 (0295631).
181 Documento SEI n® 0305581.

141 Documento SEI n2 0319065.

151 Documento SEI 48500.006621/2026-30 (SEI 308801).
16 Documento SEI 0323542.

71 Documento SEI 0320582.

18] De fato, esta sendo observado dados entre 02/2025 e 01/2026. Considera-se que o deslocamento em tela reduz erros nas estimativas de mercado decorrentes de

efeito de sazonalidade. Para a fase final de calculo sera observado o periodo de referéncia, conforme estabelecido em contrato.

191 A titulo de comparagdo, o percentual considerado no ciclo anterior foi de 5,845%.

1101 A titulo de comparagdo, o percentual de perdas ndo técnicas regulatérias considerado no RTA de 2025 foi de 5,290%.

[11] Para as concessionarias com indices regulatérios de perdas ndo técnicas sobre o mercado de baixa tensdo medido inferiores a 6% (Grupo 1), Caso da Copel-DIS, ou

2% (Grupo 2) ndo serdo definidas trajetérias de reducgdo.

112] A arrecadagdo dos meses de fevereiro de 2026 a maio de 2026 foi projetada a partir da média verificada nos meses de janeiro de 2026.
1131 http://www?2.aneel.gov.br/cedoc/aren2015660_Proret_Submod_2_5_V2.pdf

1141 S|C n2 48513.027645/2024-00.

1151 A CDE Conta Covid teve os seus efeitos extintos a partir desse ano.

1161 S|C n® 48500.002682/2024-66.

171 Segundo a Copel, a partir de janeiro de 2026 esgotaram créditos de Cofins, restando apenas créditos de Pis, o que reduziu a capacidade de compensagio da

distribuidora.

118] Figura e parametros extraidos da NT 150/2025, Documento SEI (0142393)

1191 O PRORET pode ser acessado em: https://www.gov.br/aneel/pt-br/centrais-de-conteudos/procedimentos-regulatorios/proret

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

1211 Considera-se,

por simplicidade de apresentagdo, que o IASC é um componente de qualidade comercial, mesmo sabendo-se que a satisfagdo mensurada por esse

indice compreende todas as dimensdes de qualidade.

1221 Maiores detalhes a respeito dos componentes financeiros constam dos Submddulos 4.1 a 4.4 do PRORET em http://www.aneel.gov.br/procedimentos-de-

regulacao-tarifaria-proret
1231 Em conformidade com os §§ 2° e 3° do Art. 3° da Portaria Interministerial MF/MME n° 25, de 24 de janeiro de 2002, e os §§ 1° e 22 do Art. 6° da Resolugdo n° 89, de
18 de fevereiro de 2002, os valores das CVA até o 52 (quinto) dia Util anterior a data do reajuste tarifario sdo atualizados pela aplicagdo da menor taxa obtida na

comparagdo entre a taxa média ajustada dos financiamentos diarios apurados no Sistema Especial de Liquidagdo e de Custddia - SELIC para titulos publicos federais e a

projegdo de variagdo indicada no mercado futuro da taxa média de depésitos interfinanceiros negociados na Bolsa de Mercadorias e Futuros para o prazo de 12 meses,

ambos referentes aos 30 dias anteriores a data do reajuste.
[24] https://www?.aneel.gov.br/cedoc/aren20221003_Proret_Submod_4_3_v1_0C.pdf

125] https://www?2.aneel.gov.br/cedoc/aren20221049_Proret_Submod_4_4A_V1_4.pdf
126] https://sei.aneel.gov.br/sei/controlador.php?acao=procedimento_trabalhar&id_procedimento=536007&id_documento=536008

Sel
Sel
Sel
Sel
Sel
Sel

Documento assinado eletronicamente por Adriano Almeida Trindade, Coordenador(a) Adjunto(a) de Regulag¢do Tarifaria, em 01/04/2026,
as 17:26, conforme horario oficial de Brasilia, com fundamento no art. 62, caput, do Decreto n? 8.539, de 8 de outubro de 2015

Documento assinado eletronicamente por Leonardo De Araujo Silva, Coordenador(a) de Gestdo Tarifaria de Distribui¢do, em 01/04/2026, as
17:27, conforme horario oficial de Brasilia, com fundamento no art. 62, caput, do Decreto n2 8.539, de 8 de outubro de 2015

Documento assinado eletronicamente por Leandro Caixeta Moreira, Superintendente de Gestdo Tarifaria e Regulagdo Econdmica, em
01/04/2026, as 17:31, conforme horario oficial de Brasilia, com fundamento no art. 62, caput, do Decreto n2 8.539, de 8 de outubro de 2015

Documento assinado eletronicamente por Fabiano Gontijo Costa, Fiscal Técnico, em 01/04/2026, as 17:33, conforme horario oficial de
Brasilia, com fundamento no art. 62, caput, do Decreto n2 8.539, de 8 de outubro de 2015

Documento assinado eletronicamente por Cecilia Magalhdes Francisco, Coordenador(a) Adjunto(a) de Gestdo Tarifaria de Distribui¢do, em
06/04/2026, as 10:14, conforme horario oficial de Brasilia, com fundamento no art. 62, caput, do Decreto n2 8.539, de 8 de outubro de 2015

Documento assinado eletronicamente por Robson Kuhn Yatsu, Gerente de Gestio Tarifaria, em 06/04/2026, as 13:25, conforme horario
oficial de Brasilia, com fundamento no art. 62, caput, do Decreto n2 8.539, de 8 de outubro de 2015
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3 A autenticidade deste documento pode ser conferida no sitehttps://sei.aneel.gov.br/sei/controlador_externo.php?
acao=documento_conferir&id_orgao_acesso_externo=0, informando o cédigo verificador 0323833 e o cddigo CRC 5CA846D8.

Referéncia: Processo n2 48500.030069/2025-10 SEI n2 0323833
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