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Resumo

O desenvolvimento e producéo de petroleo e gas natural € um processo complexo,
com varias etapas que depende de diversos fatores de risco. Devido & volatilidade e
importancia nos mercados internacionais atuais, este processo estd sob constante
mudanca, evolucdo e desenvolvimento tecnologico. Este trabalho consiste na
caracterizacdo quimica de petrdleo proveniente de um reservatério do pré-sal com alto
teor de contaminante COg, para a partir do resultado realizar uma selecdo dos melhores
materiais a serem utilizados na definicdo do escopo submarino. Foi realizada também a
analise de viabilidade econdmica deste campo de petrdleo para identificar e quantificar
0s custos associados ao projeto com a insercao da nova tecnologia HISEP® utilizando-se
do sistema de producdo convencional com Unidade Estacionéria de Producdo do tipo
FPSO, e amodelagem deste sistema de producéo petrolifera no software Que$tor. Através
do Que$tor, foram estimados o CAPEX e o OPEX de todo o projeto e inventariado
discriminadamente cada componente destes custos de acordo com suas naturezas, a fim
de se tratar adequadamente as incertezas associadas a estas estimativas através de
distribuicGes probabilisticas. Para obtencdo das receitas, foi considerado um valor médio
na simulacdo da evolucgéo de precos do petréleo e os indicadores financeiros como Valor
Presente Liquido, Taxa Interna de Rendibilidade, Break Even Point, Payback foram

obtidos através do método do fluxo de caixa.

Palavras-chave: Offshore, pré-sal, petréleo, HISEP®, CAPEX, OPEX.
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Abstract

The development and production of oil and natural gas is a complex process, with
a lot of stages that depends on several risk factors. Due to the volatility and importance
in today's international markets, this process is under constant change, evolution, and
technological development. This work consists of chemical characterization of oil from a
pre-salt reservoir with a high content of CO, contaminant and with the result, a selection
on the best materials to be used in the definition of the subsea scope was made. An
economic feasibility analysis of this oil field was also conducted to identify and quantify
the costs associated with the project with the insertion of the new HISEP® technology by
using the conventional production system with a Stationary Production Unit of the FPSO
type and the modeling of this oil production system in the QUE$TOR software. Through
QUES$TOR, CAPEX and OPEX for the entire project were estimated and each component
of these costs was inventoried in detail according to their nature, to address the
uncertainties associated with these estimates through probabilistic distributions. To obtain
the revenues, an average value was considered in the simulation of the evolution of oil
prices and the financial indicators such as Net Present Value, Internal Rate of Return,

Break Even Point, Payback were obtained through the cash flow method.

Keywords: Offshore, pre-salt, oil, HISEP®, CAPEX, OPEX.
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1. Introducéo

1.1. Enquadramento da dissertacéo

A presente dissertacdo enguadra-se no ambito da unidade curricular de
Dissertacdo/Estagio do Mestrado em Engenharia Quimica — Energia e Biorrefinaria, do
Departamento de Engenharia Quimica, no Instituto Superior de Engenharia do Porto. O
estagio teve a duracdo de 6 meses, durante o 1° semestre do 2° ano do curso. O trabalho
foi desenvolvido na empresa Galp Exploracdo e Producdo, SA, localizada em Lisboa,

Portugal.

1.2. Motivacao e objetivos

Desde 1940 que a atividade de Refinagdo teve inicio em Portugal, porém apenas
em 1970, no Porto, que foi inaugurada a primeira refinaria, a refinaria de Matosinhos e
nesta mesma época também foi estabelecido um plano de expansdo petrolifero. Assim,
em 1978 houve a criacdo da Refinaria de Sines, em SetUbal, além da expansao da refinaria
do Porto e criagdo da indUstria petrolifera [1].

A Galp é uma empresa de energia portuguesa fundada em 1999 e além de atuar
localmente na refinacdo, distribuicdo e venda de produtos petroliferos e geracdo de
energia, tem grande presenca a nivel global em exploracdo e producdo de petréleo e gas
natural. Com presenca no Brasil desde 1999, a Galp atua em varios projetos, dentre eles,
os projetos offshore que incluem as participacfes na costa brasileira em areas de aguas
ultraprofundas, denominado cluster do pré-sal da bacia de Santos. Esta descoberta do pré-
sal de Santos, posicionou esta bacia como uma das detentoras de maior acumulagéo
conhecida de petrdleo e gas natural em &guas ultraprofundas a nivel mundial.

Na grande maioria, 0 gas natural do pré-sal esta associado a um petréleo com uma
alta razdo Gas-Oleo (RGO) e com consideravel teor de contaminantes e em algumas
regides, o principal é o didxido de carbono (CO). A remogdo destes contaminantes
implica num aumento dos custos de exploracdo e producdo comercial, pois exige
aplicacdo de tecnologias inovadoras. Um destas tecnologias ¢ a HISEP® High Pressure
Separation (separacdo em alta pressdo), desenvolvida e patenteada pela Petrobras, que
consiste na separacdo de fases, na producdo de uma dessas fases (fase mais rica em
hidrocarbonetos) e reinjecdo da outra (fase mais rica em CO2) no reservatorio inicial em

sistema submarino com o objetivo de se manter a pressdo do sistema e assim otimizar a

21



.
Instituto Superior de
Engenharia do Porto

performance econdmica do campo. Com a utilizacdo desta tecnologia, é necesséria a
instalacdo de um topside menor para receber a producao de hidrocarbonetos liquidos com
menor quantidade de gas associado [2].

Considerando os elevados custos associados as tecnologias disponiveis para a
remocdo do CO2, bem como a diminui¢do nos volumes de gas natural disponiveis para
comercializacdo apés esta etapa, o objetivo desde trabalho é avaliar a viabilidade
econdémica de exploragdo e producdo num campo de petroleo com alto teor de
contaminantes e propor a melhor metodologia para seu desenvolvimento utilizando das
novas tecnologias disponiveis atualmente. Para isto foi caracterizado o fluido com alto
teor de contaminantes, realizada uma selecdo dos melhores materiais a se utilizar para
definicdo do escopo submarino e assim identificar e quantificar os custos associados ao

projeto.

1.3.  Empresa - GALP

A Galp é formada por um grupo de empresas portuguesas do setor de energia. Foi
fundada em 1999 com a finalidade de se refinar localmente o petréleo recebido do
mercado externo e ao longo dos anos expandiu seu negdcio para além da refinacédo, a
exploracdo e producdo de petroleo e gas natural, a distribuicdo e venda de produtos
petroliferos e gas natural e geracdo e comercializacao de eletricidade [3].

Atualmente esta entre as maiores empresas de Portugal, controlando cerca de 50%
do comércio de combustiveis no pais. Com uma forte expanséo a nivel global, a empresa
desenvolve operacdes em quatro continentes e em paises como Angola, Brasil, Cabo
Verde, Espanha, Mocambique e outros.

O seu portefolio de Upstream — Exploracéo e Producdo de petréleo e gas natural
inclui 45 projetos em diferentes fases, desde a exploragdo ao desenvolvimento e
producdo. Nos projetos em desenvolvimento da Galp incluem as duas maiores
descobertas de petroleo e gas natural dos Gltimos anos, o do pré-sal na bacia de Santos no
Brasil e 0 na bacia do Rovuma, em Mocambique.

Sabe-se que a proxima década serd de intensa transformacdo em direcdo a um
futuro cada vez mais limpo e a Galp vem a ter um papel ativo nesta tendéncia, onde até
2030 pretende ter bons resultados na transi¢cdo energética com a expansdo do seu
portefolio de geracdo de energias renovaveis, tornando-o assim, global, diversificado e

descarbonizado. A empresa acredita que a mudanca deve comecar na cultura interna e €

22



.
Instituto Superior de
Engenharia do Porto

por isso que foi definido um novo propdsito para a Galp com o novo lema “Vamos
regenerar o futuro juntos”.

A Galp esta instalada em 2 zonas principais. A Refinaria de Sines, um complexo
com 320 hectares de area, situada em Setubal e é onde sdo processadas as matérias-primas
e seus produtos petroliferos sdo distribuidos posteriormente na peninsula Ibérica e em
Africa. E as instalacdes corporativas da Galp nas Torres de Lisboa, situadas na zona de
Benfica e sdo constituidas por dois modernos edificios onde estdo o Corpo Administrativo
e as equipas das suas cinco unidades de negdcio Upstream, Industrial & Energy
Management, Comercial e Renovaveis e Novos Negocios.

1.4.  Organizacdo da dissertacao

Este documento apresenta-se dividido em cinco capitulos denominados de
Introducdo, Conceitos e Fundamentagdo Teodrica, Metodologia Cientifica, Resultados e

Discussdo e Conclusoes.

e No capitulo 1, é apresentado de maneira sucinta a empresa e 0s objetivos definidos
de acordo com a motivacao para a realiza¢ao desta dissertagéo.

e No capitulo 2, sdo apresentados os conceitos e fundamentacdo tedrica sobre o
tema, nomeadamente do petréleo e classificagdo dos seus componentes, a
indUstria do petrdleo no &mbito global e no Brasil e, o desenvolvimento da
exploracdo offshore. Neste capitulo é apresentada uma reviséao bibliografica sobre
os tipos de plataformas petroliferas offshore, os sistemas submarinos de producéo,
seus componentes e arranjos, também sdo apresentados os métodos para uma
avaliacdo de viabilidade econémica de projetos e 0s conceitos principais.

e O capitulo 3 apresenta toda a metodologia experimental bem como a descri¢do
das analises realizadas e a metodologia da viabilidade técnico econémica, assim
como 0s materiais utilizados neste estudo.

e No capitulo 4 é apresentada a avaliagdo e discussdo dos resultados das analises
experimentais realizadas e da analise de viabilidade técnico econdmica.

e Por fim, o capitulo 5 apresenta as conclusdes.
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2. Conceitos e fundamentacao tedrica

2.1. Petréleo

A definicdo da palavra petréleo origina-se do latim petra (pedra) e oleum (6leo),
ou seja, Oleo da pedra ou estd armazenado em pedras (rochas) [4]. Pode ser encontrado
no estado solido, liquido ou gasoso, a depender das condi¢des de pressao e temperatura a
que estejam submetidas [5].

Sua formacdo aconteceu por acdo da propria natureza a partir de matéria organica
acumulada, juntamente com sedimentos inorganicos, em ambientes deficientes em
oxigénio depositados ha milhares de anos no fundo de antigos mares, lagunas e lagos.
Com o correr do tempo outras camadas foram se depositando sobre essa matéria organica
e que embora preservada da oxidacdo, sofre modificacbes resultantes de reacdes
quimicas, acdo de bactérias, do calor e da pressdo que transformou aquela matéria
organica em petroleo (Figura 2.1). Os locais onde ocorreram esta acumulacdo sdo
chamados de bacias sedimentares e a rocha onde é gerado o petrdleo antes dele escoar

para a rocha-reservatorio é chamada de rocha-mae [6].

Ha 300 a 400 Ha 50 a 100
milhdes de anos milhdes de anos

Oceano Oceano

2“"&7-
— . Rochaimpermeavel —

Rocha sedimentar porosa

Reservatorio

Microrganismos Microrganismos de gas
marinhos transformam-se em petréleo Reservatorio
de 6leo

Figura 2.1 - llustracdo com o esquema de formagao do petréleo. Adaptado de [7].

A constituicdo do petroleo € uma mistura de compostos quimicos organicos
formados por grande percentagem de carbono e hidrogénio, os hidrocarbonetos. Outros
constituintes aparecem em menor percentagem, sendo 0s mais comuns o enxofre, 0 azoto

e oxigénio.
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Diferentes reservatdrios de petroleo possuem caracteristicas diferentes. Alguns
sdo pretos, densos, viscosos, com pouca liberacdo ou nenhuma de gas, enquanto outros
sdo castanhos com baixa viscosidade, baixa densidade e com alta liberacdo de gas.
Entretanto, todos eles produzem andlises elementares semelhantes aos dados
apresentados na Tabela 2.1.

Tabela 2.1 - Andlise elementar do 6leo cru tipico [4].

Elemento % (em peso)

Carbono 83-87
Hidrogénio 11-14
Enxofre 0,06-8
Azoto 0,11-1,7
Oxigénio 0,1-2
Metais Até 0,3

Visto a complexa composicdo quimica do petroleo separar seus constituintes em
componentes puros ou misturas de composicao conhecida é praticamente impossivel. Por
este motivo, normalmente o petroleo é separado em fragcdes de acordo com a faixa de
ebulicdo dos compostos [4].

A classificacdo do petroleo de acordo com sua composicdo quimica € interessante
por diversos motivos, desde relacionar o 6leo a rocha-mée, medir seu grau de degradacao
e saber a quantidade presente das diversas fragdes que podem ser obtidas, assim como
sua composicdo e sua propriedade fisica [4].

Dada a sua mistura complexa, foi elaborado um sistema de classificacdo e

nomenclatura para 0s componentes comumente usados na industria [8].

a) Parafinas: Esta classe inclui as parafinas normais (n-alcanos) e as parafinas
ramificadas (iso-alcanos), os quais possuem a formula geral CnH2n+2. Dentre os
hidrocarbonetos parafinicos normais, o mais simples deles e mais comum nos
reservatorios ¢ o Metano (CH4). A maioria dos componentes presentes nos
depdsitos de parafina sélida séo parafinas de alto peso molecular.

Oleos com alto teor de parafinas (75% ou mais) sdo recomendados para a

producdo de querosene de aviacado, diesel e lubrificantes.
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b) Nafténicos: Esta classe inclui os cicloalcanos, que sdo hidrocarbonetos
semelhantes as parafinas, mas contém uma ou mais estruturas ciclicas (dispostos
na forma de anéis), sendo os elementos dessas estruturas ciclicas unidos por
ligagdes simples. Oleos com alto teor de lubrificantes (70% ou mais) produzem

grandes fracGes de gasolina, nafta, querosene de aviacdo e lubrificantes.

c) Arométicos: Esta classe inclui todos os hidrocarbonetos constituidos por ligacoes
duplas e simples que se alternam em anéis com seis a&tomos de carbonos. Dentre
0s aromaticos, o mais simples é o benzeno (CsHs). Oleos com alto teor de
aromaticos (50% ou mais) sao indicados para a producdo gasolina, solvente e

asfalto.

d) Resinas e Asfaltenos: Esta classe faz parte do grupo dos ndo-hidrocarbonetos,
considerados como impurezas e que podem aparecer em todas as faixas de
ebulicdo, mas tendem a se concentrar nas fragdes mais pesadas. Estas séo grandes
moléculas, com alta relacdo carbono/hidrogénio e presenca de enxofre, oxigénio
e azoto. A estrutura basica € constituida de 3 a 10, ou mais anéis, geralmente
aromaticos, em cada molécula. Os asfaltenos ndo estao dissolvidos no petroleo e

sim dispersos na forma coloidal, ja as resinas sdo facilmente soluveis.

Uma classificacdo tipica para o petrdleo é o grau API, que é em relacdo a sua
densidade, visto que esta reflete no conteldo de fracdes leves e pesadas presente no
petroleo [9]. O grau API é a medida da densidade relativa de um 6leo ou de um derivado
de petréleo estabelecida pelo American Petroleum Institute (API) em relacdo a agua.
Através de seus valores podemos identificd-lo como: 6leo leve, médio, pesado ou
ultrapesado [10].

O valor, em termos de grau API, pode ser calculado de acordo com a Equagéo 1 [11].

°API = %5 —131,5 (1)

Onde p ¢ a densidade especifica do 6leo medida a 60 °F. O grau APl € medido na

condigéo padréo de 1 atm [12].
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A Tabela 2.2 apresenta alguns valores de grau API aceitos mundialmente.

Tabela 2.2 - Classificagfo do grau API. Adaptado de [13].

’ ’ °API (Grau API)
Oleo leve Oleo médio Oleo pesado Oleo ultrapesado
>31 22 -30 10 - 22 10

O grau API afeta diretamente a viabilidade econdmica dos campos de producao de
petroleo, porque quanto menor a densidade do dleo, maior serd seu grau APl e quanto
maior o seu grau APl maior o valor de mercado para esse 6leo, pois apos o refino, ira
produzir derivados de maior valor agregado como gasolina, diesel e querosene de aviacao
[14]. Além disto, ele influencia também na escolha do equipamento a ser usado na etapa

de exploragéo [15].

2.2.  Impurezas no petrdleo

Os contaminantes (ou impurezas) encontrados no petréleo, tem origem de elementos
como enxofre (principalmente sulfeto de enxofre, H2S), oxigénio, gas carbonico, azoto e
metais (ferro, zinco, cobre, chumbo, molibdénio, cobalto, arsénio, manganés, cromo,
sodio, niquel e vanadio) [16].

Outras impurezas inorganicas a se considerar sdo a agua, sais, argila, areia e
sedimentos. Estes contaminantes trazem uma série de inconvenientes tanto durante o seu
processamento quanto na utilizacdo final de derivados como por exemplo a corroséo de
materiais, contaminar catalisadores, tornar os produtos finais instaveis e geracdo de
poluentes [16].

Abaixo estdo detalhados alguns dos principais contaminantes do petréleo.

e Enxofre

Os compostos de enxofre estdo entre os principais contaminantes do petréleo e dos
seus derivados e a sua formacao esta diretamente ligada a prépria formacao do petroleo.
Os compostos sulfurados presentes no petroleo podem ocorrer de diversas formas e
concentragOes, que variam de acordo com as caracteristicas de cada petroleo, sendo o

sulfeto de hidrogénio (H2S) o contaminante mais desafiador [17].
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Os teores de enxofre variam, também, de acordo com o tempo de exploracdo do po¢o
de petroleo, ou seja, pocos mais recentes sao normalmente mais ricos em enxofre, tendo
o teor de enxofre total gradativamente diminuido devido a degradacdo de compostos
sulfurados instaveis [18].

A sua presenga causa um grande impacto nos processos de exploracéo e refino, pois
facilita a corrosdo de materiais metélicos e no entupimento dos pipelines. Além disso,
pode levar a formacdo de compostos de o0xido de enxofre (SOx) durante a queima de
combustiveis fosseis, que sdo langados na atmosfera desequilibrando o ciclo do enxofre
na natureza. Por isso, para garantir a qualidade do petroleo bruto e suas fracdes € preciso

monitorar frequentemente a quantidade de compostos de enxofre presentes nele [19].

e Azoto

No petroleo, 0 azoto esta presente na forma de compostos nitrogenados e em maior
parte na sua forma organica, podendo se transformar por hidrocraqueamento em amonia
(NHs) [11].

Os compostos nitrogenados tornam instaveis os produtos de refino e contribuem para
a formacéo de gomas, alteram a sua coloracéo e também provocam o envenenamento de
catalisadores nos processos de conversao do petréleo. Desse modo, quanto menor o teor
de nitrogénio, melhor a qualidade do petréleo [20].

e Dioxido de carbono (CO»)

A presenga significativa de dioxido de carbono no petrdleo causa diversos
inconvenientes, dentre eles pode-se citar que o facto de o CO, ser um gas acido que ao
entrar em contato com a agua livre, forma &cidos indesejados (&cido carbdnico) que é
extremamente corrosivo [21]. Este, durante a producéo de petréleo, entra em contato com
as paredes das tubulacdes e equipamentos, ocasionando seu desgaste caso ndo estejam
devidamente protegidos com materiais apropriados [22].

A presenca deste gas também pode prejudicar o escoamento do fluido pelas
tubulacdes devido ao aumento da perda de carga, que reduz a produtividade e aumenta 0s
custos de energia envolvidos no transporte [4].

Além disso, a presenca de dioxido de carbono favorece a formagdo de hidratos, que
sdo formados durante o escoamento de gas ou Gleo contendo gases de baixa massa

molecular, como o CO, e 4gua, dentro dos tubos a alta pressdo e baixa temperatura [22].
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Desta maneira, pode-se afirmar que é de essencial importancia que esses contaminantes
sejam separados do fluido, via processos fisicos ou quimicos e que tenham um destino
final adequado [23].

Como alternativa de uso para essa grande quantidade recuperada de CO., pode-se
utilizar de novas tecnolégicas como a HISEP® - High Pressure Separation (separacéo
em alta pressdo), desenvolvida e patenteada pela Petrobras, que permite que este gas que
foi separado, seja reinjetado no proprio reservatorio a partir de um sistema localizado no
leito marinho, e assim aumentar a produtividade do poco além de permitir uma menor
emissdo de gases de efeito estufa para cada barril de 6leo produzido e menores custos de
producdo [24].

2.3.  Tipos e caracterizacdo de reservatorios

Os reservatorios de petroleo podem ser analisados e classificados de acordo com
a correlacdo existente entre a composicdo quimica dos fluidos armazenados e as
condicbes de pressdao e temperatura. O comportamento de uma mistura de
hidrocarbonetos pode ser representado por meio de um diagrama de fases e cada mistura
tera seu préprio diagrama, que é calculado por meio de equacbes de estado, a partir das
substancias que a compdem e suas respetivas quantidades [25].

Por meio de ensaios laboratoriais em amostras retiradas de reservatorio em testes
de producédo (amostra de fundo) ou uma amostra do fluido recombinado, por exemplo, é
possivel gerar dados para a composicdo dos diagramas de fase e determinar sua
composicdo quimica. Estes ensaios sdo chamados de ensaios PVT, que sdo uma cole¢do
de experimentos como a expansdo a composicdo constante, liberacdo diferencial,
liberacdo flash e testes de separador [26].

Por dependerem de um vasto conjunto de grandezas fisicas responsaveis por
descrever as propriedades dos fluidos e a composicdo destes, além de exigirem uma
grande precisdo de equipamentos para gerar dados de boa qualidade, sdo ensaios
complexos e os resultados mais comuns obtidos através dos ensaios PVT sdo: razdo gas-
oleo (RGO), razédo de solubilidade, ponto de bolha, ponto de orvalho e fator volume-
formagéo [26].

Assim, conforme as caracteristicas encontradas, os reservatorios de petréleo e gas
podem ser classificados em cinco tipos: gas seco, gas himido, gas condensado, 6leo
volatil e black-oil [27].
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Os reservatdrios de “gas seco” sdo predominantemente compostos por metano e
ndo hidrocarbonetos (azoto e didxido de carbono). A mistura apresenta-se apenas na fase
gasosa, em quaisquer condigdes, tanto no reservatorio quanto na superficie e o Unico
liquido associado a um reservatdrio de gas seco é a agua. Este é o tipo de reservatério
encontrado nos principais campos da Bacia de Santos.

Os de “gas humido” sdo compostos, maioritariamente, por metano e outras fragdes
leves. Nao apresenta formacéo de liquido no reservatorio, apenas o liquido produzido em
superficie devido a condensagdo que ocorre durante a produgdo. Este é o tipo de
reservatorio que caracteriza o Campo de Manati. Em geral, apresentam API do liquido
condensado superior a 50° e RGO superior a 10.000 m3std/ms3std.

Os de “gés condensado” possuem um maior percentual molar de hidrocarbonetos
leves e esta mistura se encontra na fase gasosa, porém héa formacdo de uma fase liquida
no préprio reservatorio, através da condensacdo do géas e durante a producgdo ha producéo
de 6leo e gas. Sdo economicamente mais atrativos do que 0s reservatorios de gas seco por
produzirem condensado em conjunto com o gas, liquido de alto valor comercial.
Reservatorios deste tipo apresentam RGO inferior a 10.000 m3std/ m3std [27].

Os reservatorios de “black-oil” sdao o tipo mais comum, apresentam grandes
proporcoes de hidrocarbonetos pesados em sua composi¢cdo com reduzida quantidade de
gas dissolvido. Este € o tipo de reservatorio encontrado nos principais campos da Bacia
de Campos e em campos internacionais, como Bentley, no Mar do Norte. Possuem
valores tipicos de densidade na faixa de 10 a 40 °API e com RGO inferior a 200
m3std/m3std.

Os de “dleo volatil” contém propor¢Ges maiores de hidrocarbonetos leves e
intermediarios quando comparado com o black-oil. Neste tipo de reservatorio, tem-se
uma maior liberacdo de gas durante a producdo de petroleo. Este tipo de reservatério é
encontrado nos campos do pré-sal brasileiro. Tipicamente apresentam densidade
até 50°API e RGO na faixa de 200 a 1.000 m3std/m3std [27].

2.4. A Industria do Petréleo

Os ultimos 100 anos do mundo teriam sido muito diferentes sem a existéncia do
petréleo. Em particular na sua forma bruta e seus produtos refinados, que sédo usados

como energia, producdo de quimicos e materiais sintéticos dos mais variados, o petréleo
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tem sido o ponto central de todos os aspetos da sociedade moderna industrial além de ser
a maior estratégia geopolitica das nacdes [28].

Apesar da constante busca por energias verdes e sustentaveis, a industria do
petroleo ainda € a maior fonte de energia essencial que movimenta ndo sé a maioria dos

sistemas de transporte como a economia mundial [29].
2.4.1. Petroleo no Mundo

O petroleo é uma substancia conhecida desde a antiguidade e sua utilizacdo
remonta a 4000 a.C. Ha indicios histéricos de que a civilizacdo da antiga Babildnia,
utilizava o asfalto para assentar os tijolos e o betume para vedar embarcacgdes. Os egipcios
utilizavam na construcdo das piramides, no embalsamento dos mortos e para
pavimentacdo de estradas [30]. Os gregos e romanos aplicavam para fins bélicos e apds
o fim do império romano, os arabes empregaram-no para a mesma finalidade. E outras
diversas civilizacbes como 0s persas, incas e maias também estavam familiarizados com
0 petroleo e utilizando-o para diversos fins [31].

O inicio da exploragdo comercial se deu nos Estados Unidos em 1859 apds a
descoberta de um poco de 21 metros de profundidade na Pensilvania. A partir da
destilacdo do petréleo extraido descobriram-se os primeiros produtos derivados de
petréleo. Um dos primeiros a ser comercializado foi o querosene e posteriormente com a
invengdo dos motores a combustdo interna, iniciou a demanda por outros derivados de
petréleo, a gasolina e o 6leo diesel [4].

Até 1945, metade de todo o petroleo produzido do mundo era originario dos
Estados Unidos, maior produtor mundial, seguido de Venezuela, México, Russia, Irdo e
Iraque. A década de 50 também é marcada por uma intensa atividade exploratdria,
utilizando novas técnicas que permitiram intensificar as incursées maritimas.

Na década de 60, a producdo esteve em alta e com isso veio a diminui¢édo do preco
do petréleo e assim, deu um grande incentivo para o consumo. Foram reveladas também
as expressivas reservas de 6leo no Oriente Médio e de gas na antiga Unido Soviética,
atual Russia, firmando-se assim a polaridade geopolitica [32].

Os anos 70 registaram a alta no preco do petroleo, o que tornou econémica as
grandes descobertas no Mar do Norte e no México. Ja as grandes reservas de petroleo dos

Estados Unidos estavam esgotadas, entdo restou-lhes aprimorar e investir em pesquisas
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de novos métodos de localizacdo de reservas, de producdo da industria de petroleo e
recuperacdo de jazidas. Esta década é marcada pelos significativos avancos tecnoldgicos
nas areas de geracdo de petroleo, o que fez com que nos anos 80 e 90, os custos de
exploracdo e producdo serem reduzidos. Criando assim, um ciclo econémico para a
industria petrolifera foi criado [4].

Ao longo dos anos, o petroleo se firmou como fonte principal de energia e hoje
com a petroquimica, centenas de compostos novos séo produzidos, sendo muitos deles de
uso diério como os pléasticos, detergentes, borrachas, produtos farmacéuticos, cosméticos,
corantes, tintas, adesivos e solventes. Ou seja, 0 petroleo além de combustivel passou a

ser essencial para a vida moderna.
2.4.2. Petréleo no Brasil

No Brasil a procura por fontes de petréleo iniciou-se ja na década de 1860, devido
as concessdes dadas pelo imperador Marqués de Olinda em 1858, para a extracdo de
material betuminoso na regido de Ilhéus, Bahia, para a producdo de querosene de
iluminacéo [33][34].

Contudo, o primeiro pogo brasileiro perfurado com o objetivo de se encontrar
petrdleo foi somente em 1897, no estado de S&o Paulo, porém com resultados frustrantes
produzindo apenas 0,5 m® de 6leo [4].

Em 1919, foi criado o Servico Geoldgico e Mineralégico do Brasil (que
atualmente chama-se Departamento Nacional de Producdo Mineral — DNPM) e sem
sucesso perfurou 63 pocos em diversos estados do pais como Para, Alagoas, Bahia, Sdo
Paulo e outros. Mas apenas em 1939 foram resolvidas as incertezas sobre a existéncia de
hidrocarbonetos no Brasil com a descoberta da acumulacdo de petrleo no Recdncavo
Baiano no estado da Bahia [35].

Com acriacdo da Petrobras em 1953, veio a responsabilidade de atuacdo exclusiva
neste segmento da inddstria brasileira e o inicio da procura de petréleo no mar do litoral
(Figura 2.2). Assim, em 1974, com a revelagéo da existéncia de acumulagéo de petrdleo
na Bacia de Campos, no estado do Rio de Janeiro, € que comegcaria a evidenciar a
possibilidade de se produzir petréleo em volumes suficientes de viabilizar a

autossuficiéncia brasileira na producéo [36].
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Figura 2.2 - Bacias sedimentares brasileiras [33].

A tecnologia disponivel inicialmente limitava-se a operac@es com profundidade
maxima de 300 metros, aguas rasas, para em seguida alcancar &guas maritimas profundas
e ultraprofundas com até 6000 m e como resultado a empresa tornou-se referéncia
mundial em Exploracéo e Producdo (E&P) em &guas profundas com lamina d’agua de
2500 m de profundidade.

O avanco das exploracdes em aguas profundas na plataforma maritima foi
marcado por intensos processos de formacdo de recursos humanos, de realizagdo de
pesquisas e por amplos programas de capacitacao tecnoldgica, o que permitiu a incluséo
de importantes jazidas as reservas brasileiras de petréleo, que culminou na descoberta de
reservas gigantes (500 milhdes a 5 bilhdes de barris de éleo equivalente) e supergigantes
(mais de 5 bilhdes de barris) nas Bacias de Santos e de Campos, que fazem parte dos
reservatorios do pré-sal (Figura 2.3) [37].
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Figura 2.3 - Distribuicéo d(; reservatorio do pré-sal (em azul-escuro)
em relacdo as bacias sedimentares no litoral brasileiro [37].

Diferente da Bacia de Campos que logo no seu descobrindo a producdo foi
iniciada, a producdo na Bacia de Santos so foi iniciada 3 décadas mais tarde pois o
conhecimento da época limitava a viabilizacdo da producdo [38]. A area do pré-sal da
Bacia de Santos é caracterizada pela grande distancia da costa (entre 200 e 300 km),
condigdes de extrema pressao, temperatura e RGO, presenca de contaminantes (H2S e
CO2),além de grandes laminas d’agua, exigindo assim um desenvolvimento ou
aprimoramento de tecnologias para operar neste cenario adverso, mas que constitui uma
das maiores provincias de petréleo do mundo [39][40].

A Bacia de Santos € a maior bacia sedimentar offshore e a maior produtora de
petréleo e gas natural do Brasil, com uma area total de mais de 350 mil quildmetros
quadrados, estende-se de Cabo Frio (estado do Rio de Janeiro) até Florianopolis (estado
de Santa Catarina) e é nessa regido que estdo localizados os maiores campos produtores
do pais, como Tupi e Buzios [39].

A comerciabilidade dos campos de petrdleo do Pré-sal foi apresentada nos anos
2010-2012, assinalando o inicio do desenvolvimento da producdo comercial nesta area
geoldgica e passando a ser uma area visada em interesses estratégicos, politicos e
economicos a nivel mundial [41].

Gragas a descoberta do pré-sal e aos continuos avancgos tecnoldgicos de

perfuracdo e producéo nas plataformas, a producéo de petroleo no Brasil cresceu de 4.500
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barris de petrdleo por dia (bpd) na época da criagdo da Petrobras para mais de 2.28
milhGes de bpd em 2020 [4][42].

2.5. O desenvolvimento Offshore

O desenvolvimento offshore pode ser definidko como a extragdo de
hidrocarbonetos em locais afastados da costa por meio de plataformas. Devida a alta
complexidade e altos custos na producao de petroleo offshore, as empresas petroliferas
adotam acOes cooperativas, por meio de esforgcos conjuntos de pesquisas e
desenvolvimento [35]. Viabilizando assim, a obtencdo de novos ou aprimorados
equipamentos e sistemas de exploracdo e de producdo offshore. As redes de pesquisa
envolvem as proprias petroleiras, universidades, instituicdes de pesquisas e empresas

industriais fornecedoras de equipamentos [36].
2.5.1. Tipos de Plataforma Petroliferas Offshore

As plataformas podem ter como objetivos a perfuracdo, a producdo e o
armazenamento de hidrocarbonetos e desempenhar diversas outras atividades de apoio a
producdo de petréleo offshore. Além disto, numa Unica plataforma podem ser reunidas
todas as funcdes citadas. Quanto a estrutura de suporte, as plataformas podem ser fixas,
flutuantes ou autoelevatorias [35].

Os primeiros sistemas de producdo offshore foram instalados sobre plataformas
fixas em laminas d’agua extremamente rasas. No entanto, com a evolucdo tecnoldgica
das plataformas foi possivel obter um aumento da profundidade com que os sistemas de
producdo poderia alcancar, o que levou as modalidades principais de sistemas flutuantes:
FPSO (Floating Production Storage & Offloading) ou em portugués, Unidade Flutuante
de Producdo, Armazenamento e Escoamento, FPSS (Floating Production Semi-
Submersibles) ou Unidade de Produgdo Flutuante Semi-Submersivel, TLP (Tension Leg

Platforms) ou Plataformas de Suporte de Tenséo e Plataformas Spar (Figura 2.4) [36].
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Figura 2.4 - Tipos de plataformas de petr6leo offshore [43].

As plataformas do tipo FPSO sdo as mais utilizadas no desenvolvimento dos
campos offshore no Brasil, usadas principalmente em aguas profundas e ultra profundas,
devido a ser um modelo de alta adaptabilidade as condi¢Ges do pais. Este tipo de
plataforma é capaz de produzir e tratar os fluidos produzidos pelos pocos.

Um FPSO ¢ basicamente um navio com uma planta de processo (topside) em cima
do seu casco, este que pode ser novo ou aproveitado de um navio existente, e possui um
sistema de ancoragem com rotacao livre, de modo a possibilitar o navio se posicionar na
direcdo dos ventos, correntes ou ondas, minimizando o0s seus impactos sem danificar os
equipamentos e capaz de fornecer estabilidade & unidade durante sua operagéo [27].

Para transportar petréleo proveniente dos campos petroliferos, estocados nos
tanques de um FPSO até o continente para ser tratado, refinado e transformado em muitos
outros subprodutos se utiliza de um navio petroleiro chamado de navio aliviador.

A sua configuracéo depende significativamente das caracteristicas do 6leo contido
no reservatorio em questdo. Na area do topside se encontra o sistema de processos € 0
sistema de utilidades [27].

O sistema de utilidades consiste em equipamentos elétricos que fazem o auxilio
nos eventuais reparos e manutengdes, transformadores, inversores de frequéncia e
equipamentos para gerenciamento de energia [45].

O sistema de processo consiste nos processos de separacdo, pré-tratamento do
6leo cru e desidratacdo (Figura 2.5). Os fluidos recuperados do reservatério, chegam a
superficie do FPSO e sdo encaminhados para um pré-aquecedor para facilitar a separacéo
da &gua, do Oleo e do gas. Em seguida, os fluidos seguem para o primeiro estagio de
separacdo de producdo, que fazem a separacdo da fase gasosa (CO2) do Oleo cru e
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possuem um papel fundamental no processo para 6leos com alto teor de CO», uma parte
deste gas separado € utilizado para geracdo de energia da propria plataforma e o
sobressalente € reinjetado no reservatdrio como uma técnica de manutencéo de pressao e
movimentacéo de fluidos no reservatdrio e assim otimizar a performance econémica do
campo de petrolifero [45] [46].

O mesmo processo ocorre também no separador secundario e terciario. Onde toda
a fase aquosa produzida no processo de separacdo € enviada para sistema de tratamento
de agua produzida para remocgdo de 6leo residual e posterior descarte. E a fase oleosa
segue para tratador de 6leo (desidratagdo do 6leo) para reducdo do teor de agua, onde o

oleo tratado é encaminhado para os resfriadores de 6leo e por fim armazenado [46].

Arrefecedor

&
Desidratador 2
1 |

Figura 2.5 - Sistema de separacéo de 6leo, 4gua e gas no FPSO. Fonte: Que$tor.

2.5.2. Sistemas Submarinos de Producao

Os sistemas submarinos de producdo sdo um conjunto de equipamentos instalados
no solo marinho que viabilizam o escoamento do fluido produzido até a unidade
estacionaria de producdo, Figura 2.6, e que irdo participar no controlo deste escoamento,
na monitorizacdo de temperaturas e pressées e no abastecimento de energia para 0s

sistemas elétricos e hidraulicos [44].
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Figura 2.6 - Sistemas submarinos de producéo [43].

Este sistema necessita de materiais nobres, de alto custo, em funcdo do meio
ambiente em que esté instalado, ambiente este de alta pressdo e baixa temperatura, e em
funcéo das propriedades do fluido produzido, que acaba por resultar numa grande parcela
do investimento para a implantacdo de um campo. A otimizacdo do arranjo e a garantia
da disponibilidade para escoar o fluido durante a vida Gtil sdo fatores decisivos para
garantir o sucesso do retorno financeiro esperado [47].

Um sistema submarino de producdo convencional consiste num pogo submarino
conectado a uma arvore de natal molhada a partir das linhas de producéo (risers, flowlines
e jumpers) e um manifold para coletar a producdo de diferentes pocos [48]. A principal
preocupacdo na escolha dos equipamentos submarinos deve girar em torno da detegédo
antecipada das falhas e também do diagndstico, mitigacdo e reparo do sistema [49].

2.5.3. Componentes do Sistema Submarino de Producao

Linhas de Producéo

As linhas de producédo séo os dutos necessarios que coletam e fazem o escoamento
dos fluidos até as unidades de producéo. Realizam a ligag&o entre as unidades, injecdo ou
descarte do material em reservatorios e o transporte até a plataforma e para o continente.

Existem 3 tipos principais de dutos que constituem as ligagOes essenciais. Sendo
eles os risers, flowlines e jumpers [50].

e Riser - E o trecho suspenso do duto que conecta as linhas de produgéo submarinas

as plataformas. Possui um papel fundamental dentro do sistema de exploragéo e
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producdo de 6leo e gas, pois € ele que deve garantir sua integridade e
confiabilidade em suas diferentes aplicacdes.

e Flowlines - Também conhecidas por Production Line, sdo as linhas de escoamento
do fluido para as unidades de producdo que estdo acomodadas no leito marinho.
Estas linhas podem ser classificadas em rigidas, quando constituidas por aco ou
como flexiveis, quando compostas por varias camadas, cada qual com a uma
funcéo especifica apresentando maior facilidade de instalac&o e reaproveitamento.

e Jumpers — S&o secc¢es tubulares, que podem ser igualmente rigidas ou flexiveis,
possuem comprimento variavel, mas geralmente curto, a depender da distancia
entre os equipamentos. S&o principalmente utilizados para transportar o fluido

entre 2 componentes.

Umbilical

Os umbilicais sdo fundamentais no transporte e na aquisicdo de dados, eles
realizam as comunicagdes por fibra Gtica, o abastecimento de energia e poténcia para o
acionamento de valvulas na Arvore de Natal Molhada (ANM). Também s3o responsaveis
pela injecdo de quimicos nos pocos submarinos e na ativacdo de qualquer outro sistema
controlado remotamente, como por exemplo o ROV (Remotely operated underwater
vehicle) [51].

Manifold

E um equipamento que possui como principal funcdo a coleta da producio
proveniente de diferentes pocos. Ele consiste num conjunto de valvulas e acessorios que
podem direcionar a producdo de varios pogos para um Unico duto coletor e assim, ajudar
na reducdo do numero de linhas conectadas a plataforma e diminuir o comprimento total
das linhas de poc¢os usadas em um sistema de producédo [52]. Também pode ser utilizado
para injecdo de agua e gas, os distribuindo para os pogos. Um mesmo manifold pode
conter as fungdes de producdo e injecao.

Ao mesmo tempo que esta unidade permite reduzir os custos e a carga suportada,
esta caracteristica torna-o caro pois tem de ser projetado especificamente de acordo com

as caracteristicas de escoamento do campo em questéo [53].
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PLET — Pipeline End Termination e PLEM — Pipeline End Manifold

Os equipamentos PLETSs (Pipeline End Termination) sdo conectores horizontais
compactos que possibilitam a conexdo submarina entre dutos rigidos e dutos flexiveis ou
entre um duto e um equipamento submarino. Ja os equipamentos PLEMs (Pipeline End
Manifold) sdo manifolds de pequeno porte instalados na extremidade de um trecho de
duto, permitindo sua conex&o com outros trechos e oferecendo capacidade de transporte
auxiliar [52] [53].

Cabeca de poco (wellhead)

A cabeca de pogo é um conjunto de equipamentos onde sdo ancorados 0S
revestimentos. Este equipamento é posicionado abaixo da arvore de natal molhada. E
dentre suas diversas fungdes, as principais sdo, guiar a descida e instalacdo de
equipamentos, servir de estrutura inicial de um poco e prover sustentacdo e vedacao de

outras unidades [53].

Arvore de natal molhada (ANM)

E 0 nome dado ao conjunto de valvulas, carretéis e armacdes colocadas na cabeca
do poco e utilizada na producgéo de um poco de petréleo ou gas natural, de injecdo de dgua
ou de gas, ou qualquer outro tipo. A partir da arvore de natal que € realizado o controlo
do escoamento de fluidos produzidos ou injetados. Dentre suas outras fungdes estdo em
facilitar meios de intervencdo e pressdo e pontos de monitorizacdo de sensores (de
pressdo, temperatura, caudal, corrosdo, erosdo, detecdo de areia, entre outros). S&o
equipamentos que trabalham em condi¢bes adversas devendo ser resistentes a impactos e
corrosdo [52][53].

2.5.4. Arquitetura de arranjos submarinos
A arquitetura do arranjo submarino tem inicio na fase de desenvolvimento da

producéo e é sempre executada de acordo com as caracteristicas proprias de cada campo,
tais como: caudal, pressdo, temperatura, composicéo e tipo do fluido, localizacao e vida
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uatil. Devido a estas necessidades especificas, a configuragdo do arranjo submarino é
geralmente exclusiva para cada aplicacdo [51].

A escolha do arranjo € um processo entre a engenharia submarina e seus clientes,
onde o desafio é escolher, dentre varios possiveis arranjos, qual trara o melhor retorno
financeiro e isto s6 sera possivel ao calcular, usando a experiéncia operacional do
operador, a disponibilidade de cada arranjo proposto para atender as necessidades de
escoamento. Este processo termina com a escolha do arranjo que atenda as condicdes de
instalagdo, a garantia da continuidade operacional durante a vida (til, a seguranca do meio
ambiente e das pessoas envolvidas [54].

Existem 3 combinagdes de componentes que permitem a formulacdo de arranjos
com caracteristicas proprias [51]. Sendo eles:

e Arranjo com pocos satélites — Este arranjo € caracterizado pela ligacdo direta entre
0s pocos e & Unidades Estacionarias de Producdo (UEP). E o arranjo de maior
eficiéncia operacional e de maior investimento, em funcéo da utilizacao de grande
quantidade de dutos e umbilicais para atender cada pogo individualmente, que séo
posicionados pelo campo conforme a necessidade do reservatario.

e Arranjo com manifold — Neste arranjo, 0s po¢os sdo direcionados para um
manifold e a partir deste, o fluido é escoado para a UEP ou injetado nos pocos. E
o tipo de arranjo mais utilizado em aguas profundas, pois faz a reducdo do nimero
de risers para a UEP, porém possui menor eficiéncia operacional que o arranjo
com pocgos satélites. Esta desvantagem pode ser minimizada ou até mesmo
eliminada, a depender da flexibilidade operacional e a manutencdo adotada no
projeto.

e Arranjo com anel coletor - Este arranjo consiste num anel coletor que sai da
plataforma através de uma flowline e que passa por cada poco e por fim retorna a
plataforma. Os fluidos de cada pog¢o s&o misturados na linha de produgéo. Possui
menor confiabilidade que os outros arranjos devido ao elevado nimero de

conexoes [55].
2.5.5. High Pressure Separation (HISEP®)

O HISEP® ¢ uma configuracdo de producdo alternativa para um campo de

producéo com alta relacdo gas/oleo (RGO) e alto teor de CO». Ao se utilizar este conceito
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de processo, patenteado pela PETROBRAS, é possivel realizar a separacdo de fases
submarina, a producdo de uma dessas fases (fase mais rica em hidrocarbonetos) e a
reinjecdo da outra (fase mais rica em CO3) no reservatorio.

A fase separada mais pesada, é a mais rica em hidrocarbonetos e pobre em metano
e CO2, é a fase a ser produzida nas instalagbes de tratamento de topside. E a fase mais
leve, mais rica em metano e CO2, é reinjetada no reservatorio de producdo por meio de

um sistema de bombeamento submarino (Figura 2.7).

UEP

|

ANM @ ANM
Injecao HISEP Produgéo

Figura 2.7 - Cenério submarino com o conceito HISEP®. Linhas de injecdo em
azul, linhas de producéo em preto e linhas de servico/teste em vermelho.

A vantagem de utilizacdo deste novo conceito, € a reducdo dos requisitos de uma
enorme planta de gas no topo do FPSO, ou seja, a parte superior da plataforma de petroleo,
que contém os equipamentos de perfuracdo e producdo e onde se realizam as operacdes
de processamento de petrdleo e gas, armazenamento e descarga, necessaria € menor para
receber a maior parte da producédo de hidrocarbonetos liquidos com menor quantidade de

gas associado.

2.6. Avaliacdo de viabilidade econémica do projeto

Num projeto de exploracdo de petréleo, existem basicamente cinco etapas (Figura
2.8). A primeira etapa corresponde a fase de exploracdo, onde se tem gastos referentes a
prospecao e perfuracdo de pogos na procura por descobertas de jazidas petroliferas. A
segunda etapa é referente a avaliagdo, onde séo feitos diversos estudos e pesquisas sobre
0 reservatorio para comprovar e avaliar o potencial identificado na fase anterior e
determinar se este reservatorio € ou ndo viavel economicamente. Nesta fase, séo
realizados os testes de avaliacdo da descoberta, com objetivo de se estimar o potencial
volume do reservatorio e sua producdo diéria. Os resultados destes testes irdo demonstrar

se a jazida petrolifera & comercial ou se deve ser abandonada. Esta fase de avaliacdo tem

43



I ‘ Instituto Superior de
‘ Engenharia do Porto

como objetivo determinar o esquema de investimentos de desenvolvimento necessarios
para transformar a descoberta num campo comercial — isto €, 0os volumes recuperaveis de
0leo e gas existentes, em guanto tempo este reservatdrio estara esgotado e quais métodos

de recuperacdo podem vir a ser utilizados para prolongar sua vida util [56].

Avaliacio DIl [ 3 Manutengéo

. Declinio

mento

Figura 2.8 - Etapas de um projeto de exploracdo de petroleo [56].

A etapa de desenvolvimento € realizada com base nos resultados dos estudos de
viabilidade, e assumindo que pelo menos uma opgao € viavel, o reservatorio é preparado
para producéo do 6leo, onde o projeto referente a este trabalho se inicia. Onde o principal
objetivo do plano de desenvolvimento € servir como especificacdo do conceito do projeto,
relativamente as instalacdes de superficie e subsea, aos métodos operacionais e de
manutenc¢do necessarios no futuro [56].

A etapa de producdo comeca assim que as primeiras quantidades de
hidrocarbonetos (6leo ou gas) comecam a fluir do poco. Tipicamente a fase de produgéo
tem trés fases distintas: O ramp-up, com o inicio de producdo dos primeiros poc¢os; O
plateau, onde as instalacbes de producdo estdo a funcionar em plena capacidade, com
uma taxa de producédo constante, e o declinio, que geralmente a fase mais longa, a qual
todos os pocos entraram em decrescimento da producao [56].

A Ultima etapa é o abandono que ocorre quando a produc¢édo do reservatorio ja ndo
é suficiente para cobrir os custos. Este processo de abandono do campo é acordado com
as autoridades governamentais locais. Normalmente os pocos sdo encerrados com
cimento e as infraestruturas a superficie serdo removidas e algumas eventualmente
reutilizaveis. Os equipamentos de subsea, podem ser totalmente ou parcialmente
removidos dependendo do acordado com as autoridades. As instalacbes das
operacdes onshore, podem ser desmanteladas por fases, para se evitar um pico de custos
elevado que coincida com o fim da producdo do campo. Ja nas operagdes offshore, 0s
custos poderdo ser bastante mais significativos, e mais dificilmente faseados [56].

A industria petrolifera é intensiva em capital e tecnologia, com bens e servicos de

alta especificidade, o que requer uma integracdo a medio e longo prazo de empresas
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investidoras em E&P e empresas fornecedoras de servigos. As empresas devem decidir
onde investir seus rendimentos, assumindo o risco do projeto em troca do retorno
econdémico/financeiro esperado.

Um projeto nada mais € do que uma proposta de aplicacao de recursos e que gerara
rendimentos futuros durante um determinado tempo, capaz de recuperar a aplicacéo feita.
Os critérios de avaliacdo para a implantacdo de um projeto sdo dados por indicadores
calculados com base na rendibilidade. Deste modo, a decisdo de realizar um projeto de
investimento iré ser suportada pela sua capacidade de criar valor financeiro a empresa e
aos investidores [57][58].

Por isto, num processo de elaboracdo de um projeto de investimento torna-se
importante definir o ambito e a estratégia de aplicacdo do investimento, a sua
rentabilidade e, principalmente, o objetivo final que se pretende alcancar [59][60].

Para evitar os riscos, otimizar os resultados ou escolher o melhor projeto de
investimento é necessario efetuar uma analise de viabilidade econdémica do projeto, que
pode ser definida como uma comparacdo entre alternativas, cujas diferencas estdo
expressas em termos monetarios [61]. Frequentemente, as empresas devem escolher entre
diversas alternativas de projetos, a mais atrativa economicamente. De maneira geral, as
empresas estdo dispostas a assumir maiores riscos quando o seu retorno financeiro
associado for maior [62].

Um estudo de viabilidade econdémica tem como principais objetivos a
identificacdo se o projeto é economicamente atrativo, ou seja, se seu retorno € maior do
gque uma taxa minima de atratividade, bem como identificar e fortalecer as condi¢des
necessarias para a viabilidade do projeto e ainda identificar e tentar neutralizar os fatores
que podem dificultar as possibilidades de éxito do projeto [63].

Este estudo pode ser realizado a partir de estimativas de custo utilizando softwares
computacionais especificos, bases de dados e métodos estatisticos. Leva em consideracao
a maior quantidade possivel de informacgdes reais de campos proximos e considera
previsdes pessimistas quanto ao nivel de reservas e produtividade previstas para que nao

restem dividas quanto a viabilidade economica do projeto [56].
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2.6.1. Investimentos e custos

Na inddstria de producdo de petroleo existem diversos tipos de investimento
possiveis e eles podem ser como descritos a seguir [64][65]:

e Investimentos em exploracdo: sdo os investimentos relacionados com 0s
métodos geofisicos considerados e a perfuracdo de pocos.

e Investimentos em avaliacdo: sdo o0s investimentos em pogos, as analises
laboratoriais, os estudos econdémicos e de reservatérios para verificar se a
descoberta tem ou ndo potencial comercial (econémico).

e Investimentos de desenvolvimento: sdo 0s investimentos necessarios para
produzir, coletar, armazenar, transportar e entregar o petréleo de um campo.

e Encargos de producdo: sdo 0s investimentos necessarios para manter em
funcionamento do sistema de producdo em operagdo, como 0S custos
administrativos, tratamento de 6leo e gas, injecdo de agua, royalties, seguros,
impostos e outros.

e Investimentos adicionais: sdo os investimentos relacionados com a perfuracao

de pocos adicionais, instalagdo de equipamentos, entre outros.

Dentro dos principais custos, tem-se [64][65]:

e Custos de investimentos: sdo os custos relacionados com os investimentos
realizados como: projetos, pocos, sistemas de coleta e captacdo, unidades
estacionarias de producdo, estaces de producdo, estacdes de injecdo, sistema
de exploracéo e linhas de producéo e injecdo e outros.

e Custos operacionais: sdo 0s custos referentes a cada alternativa selecionada
tecnicamente, como por exemplo a intervencdo de pocos, instalagdo e
manutencdo de equipamentos submarinos, transporte de pessoal, recursos

humanos, energia, &gua e materiais e outros.

2.6.2. Métodos de analise de viabilidade econémica
Para realizar o estudo de viabilidade econémica utilizam-se diversos indices de
rentabilidade, que séo os parametros usados para a tomada de decisao: aceitar, rejeitar ou

comparar as diversas alternativas de projeto de investimento. Os indicadores financeiros
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mais comuns que compdem um estudo de viabilidade econdmica séo: o valor atual liquido
(NPV), a taxa interna de rendibilidade (IRR), o periodo e ponto critico (Break even point)

e o periodo de recuperagdo dos investimentos (Payback) [63].

Valor Atual Liquido ou Net Present Value (NPV)

O NPV é um indicador obtido através de uma analise de orcamentos de capital,
obtida ao descontar do valor presente das entradas, o valor do investimento inicial de um
projeto a uma taxa igual ao custo de capital da empresa [61].

Um parametro importante para se calcular o NPV é a taxa de desconto de fluxos
de caixa, que se refere ao retorno minimo que deve ser obtido por um projeto. Se o NPV
for maior que zero a empresa obtera um retorno maior do que seu custo de capital e assim,
aumentaria o seu valor de mercado [66].

Quando o projeto que esta em avaliacdo possui 0 mesmo nivel de riscos dos
projetos e operagdes ja em andamento pela empresa, pode se usar a Taxa Minima de
Atratividade (TMA) como taxa de desconto de fluxos de caixa [67]. O TMA de uma
empresa representa a minima rentabilidade média pretendida pela empresa para 0s seus
novos projetos. Ela se apresenta um ponto inicial de partida, a taxa de referéncia na analise

financeira, e serve com o determinante na deciséo de aceitar ou rejeitar o projeto [68].

Taxa Interna de Rendibilidade ou Internal Rate Return (IRR)

A Taxa interna de retorno pode ser definida como a taxa de retorno que, quando
utilizada como taxa de desconto, resulta em NPV igual a zero. Também é conhecida como
a taxa de rentabilidade do projeto. E a maior taxa de juros que se pode pagar pelo
empréstimo de um capital [69].

A IRR leva o nome de taxa “interna” por depender unicamente dos fluxos de caixa
de um determinado investimento, e ndo de taxas externas. Para tomar-se a decisdo de
aceitar ou de rejeitar o projeto adota-se o seguinte principio de que se a IRR for maior
que o custo de capital, aceita-se o projeto; se for menor, rejeita-se o projeto [61][67].
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Break even point

O break even point ou em portugués, ponto de equilibrio, pode ser definido como
0 ponto em que o custo e a receita totais sdo iguais, ou seja, ndo ha perda ou ganho, é
atingido o nivel de producéo em que os custos se igualam as receitas [70].

Para qualquer novo projeto, este calculo é importante é necessario saber qual o

retorno esperado de investimento, mas também quando ird acontecer este retorno

Payback

E o periodo de recuperacio do investimento inicial. E um indicador importante
para se analisar o investimento e utilizada pela maioria das empresas. Fornece o prazo
necessario para acumular as entradas de caixa de maneira a se igualar ao investimento
[69].

Existem dois tipos de payback, o simples e o descontado. O simples calcula o
tempo de retorno sem levar em consideracdo a diferenca do valor do dinheiro ao longo
do tempo. Ja o descontado atualiza os valores do investimento a cada periodo em relacédo
ao fluxo de caixa, considerando a taxa de atratividade, 0 que melhor permite a avaliacdo
do tempo de retorno, uma vez que leva em consideracdo a atualizacdo dos valores
monetarios ocorridos ao longo do fluxo de caixa [69].

Em ambos os tipos, € sempre preferivel pelos investidores ter um payback
pequeno e possivel, que indicam prazos curtos para recuperacao do capital investido, logo

menor exposiGao ao risco.

2.6.3. CAPEX (Capital Expenditures)

O CAPEX sdo as despesas de capital da empresa, correspondente aos fundos que
uma empresa utiliza para adquirir, atualizar e manter bens fisicos ou servi¢os para
aumentar a capacidade da empresa de gerar lucro, como propriedades, fabricas, edificios,
tecnologia ou equipamentos [71].

Ele é muito utilizado quando se trata de novos projetos ou novos investimentos a
ser realizados por uma empresa. Estas despesas de capital em ativos fixos sdo feitas pela
empresa com o objetivo de aumentar o escopo de suas operacdes ou melhorar a

produtividade de forma a trazer beneficios econdmicos a operacao [72].
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2.6.4. OPEX (Operational Expenditures)

O OPEX séo as despesas operacionais da empresa, que estdo relacionadas com os
custos continuados que ela possui para se manter em funcionamento. Estes tipos de
despesas tem a necessidade de serem revistas periodicamente e sdo influenciadas,
principalmente, pelo preco do barril de petréleo [73].

Alguns exemplos deste tipo de despesa é o custo de médo-de-obra, a logistica de
pessoal e material e custos secundarios como a manutencédo, seguros, taxas de licencas,
manutencdo e reparos, publicidade, entre outros [72].

A grande diferenca entre 0 OPEX e 0 CAPEX, € que 0 primeiro sdo as despesas
de curto prazo e normalmente utilizadas no periodo contabil em que foram adquiridas.
Ou seja, eles sdo pagos semanalmente, mensalmente ou anualmente. Os custos de
CAPEX sdo pagos antecipadamente de uma sé vez e seus retornos levam mais tempo para
serem concluidos, por exemplo, a compra e equipamentos para um novo projeto, ja os
retornos do OPEX sdo mais curtos, como por exemplo, o trabalho que um funcionario faz
diariamente para ganhar seu salario.

Muitas empresas tém vindo a optar pelo OPEX ao por questdes financeiras. Caso
a empresa opte por arrendar e ou alugar instalacfes e ou equipamentos, em vez comprar
(despesas de capital), o custo do arrendamento/aluguer serad classificado como custo

operacional, aumentando os gastos, mas reduzindo os impostos [74].
2.6.5. Software Que$tor™

Com o objetivo de se analisar os custos associados ao desenvolvimento deste novo
campo com alto teor de CO2 no pré-sal brasileiro, campo este que ndo poderd ser
identificado, sera utilizado o software Que$tor™.

O Que$tor™ é uma ferramenta computacional lider do setor para estimativa de
custos operacionais (OPEX) e de capital (CAPEX), também fornece uma triagem de
conceito, otimizacdo, estimativas detalhadas dos custos de projetos de petrdleo e gas,
além de modelar com precisdo a producdo de petroleo/gas. Possui um vasto banco de
dados em geologia, reservatorio, producdo, equipamentos, tecnologias e seus custos

associados, nos de varios paises e regides do mundo [75].
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Onde no CAPEX serdo incluidas a instalacdo de uma nova UEP prépria, a
perfuracdo, a completacdo e interligacdo de pocos e a concecdo e implantacdo dos
sistemas de producéo. E no OPEX serdo considerados os custos de inspecéo e manutengdo
de todo o sistema submarino de producdo ao longo da vida produtiva do campo. Ja o
abandono, que corresponde ao processo realizado apds a conclusdo da vida util de um
campo de petroleo, sera tratado como um elemento a parte ao OPEX e CAPEX por se
tratar da remoc¢do dos equipamentos, mesmo que parcial, que contempla um trabalho
multidisciplinar envolvendo diversas areas da engenharia, politica e bem-estar social. O
abandono serd composto pelo custo de desmobilizacdo dos equipamentos da perfuracao
e do sistema submarino apés a conclusdo da producéo.

Para as bases de estimativas de custos realizadas neste projeto, é importante
destacar que foram utilizados os dados de saida do Que$tor e aplicadas informacdes de
conhecimento de mercado da empresa para conseguir estimar com maior confianca e
realismo as variaveis de custos que envolvem o projeto, como por exemplo impostos
referentes a compra e importacdo de equipamentos. E que todos os custos de
equipamentos, materiais, instalacdo, fabricacao, certificagdo, seguro, frete, contingéncia,
gerenciamento de projeto e custos operacionais como afretamento de embarcacGes de
apoio a plataforma foram estimados com base no conhecimento de mercado da empresa

e expressos em dolar.
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3. Metodologia Cientifica

A metodologia utilizada neste trabalho esta baseada em trés partes: (1) A parte
experimental, que envolve a caracterizagdo de uma amostra do fluido condensado
recebido de um campo do pré-sal brasileiro com mais de 50% de CO> utilizando técnicas
analiticas para determinar seu peso molecular, densidade, grau API, viscosidade, teor de
agua e composicdo quimica e caracterizagdo de uma amostra sintética de fluido de
reservatorio tipo gas condensado com alto teor de CO> também utilizando técnicas
analiticas para determinar a razdo gas/6leo, composi¢do quimica, expansao a composi¢cdo
constante, deplecdo a volume constante, viscosidade de alta pressdo e a tensao interfacial;
e (2) Para a etapa de avaliagdo econdmica, primeiramente foi realizada a selecdo de
materiais e escopo submarino a ser utilizado, para assim, utilizando o modelo de
estimativa de custos Que$tor realizar uma estimativa dos custos de perfuracdo, das
instalacBes de superficie, das linhas de transmissao e a estimativa dos custos das despesas

operacionais do projeto.

3.1.  Andlise experimental

Os ensaios de laboratério do fluido condensado do pré-sal brasileiro e do fluido
sintético foram realizados no laboratério LATCA — UFRJ no ambito do presente contrato
PETROGAL — SIMEROS durante os meses de fevereiro a margo de 2021.

A amostra do fluido condensado foi rececionada em cilindro de amostragem de
alta pressdo equipado com pistdo flutuante (Figura 3.1) e foi caracterizada assim que
chegou ao laboratdrio e os procedimentos foram realizados como descrito nos préximos
topicos.

Posteriormente, a partir de dados fornecidos pelo parceiro Petrobras, foi preparada
uma amostra sintética considerando que uma mistura de CHa (metano) e CO- (diéxido de
carbono) representariam a composic¢ao do gas associado. Apos preparada, esta amostra
foi caracterizada e utilizada para comparagdo com o fluido condensado real e os

procedimentos realizados estdo descritos nos proximos topicos.
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Figura 3.1 - Cilindro de amostragem [76].

3.1.1. Peso molecular, densidade, °API e teor de 4gua

O peso molecular da amostra condensada foi determinado através do osmémetro
crioscopico do tipo OSMOMATO010 da marca Gonotec (Figura 3.2). Este experimento
determina a forca osmoética da solucdo em benzeno da amostra utilizando a depressao do
ponto de congelamento, fazendo medidas comparativas dos pontos de congelamento da
agua pura e da solucéo [77].

Neste processo a temperatura da amostra € gradualmente diminuida até uma
temperatura pré-determinada abaixo de seu ponto de congelamento. Quando essa
temperatura é atingida, o equipamento injeta pequenos cristais de gelo na amostra, 0s
cristais de gelo servem como ndcleos que iniciam o processo de congelamento da
amostra. Durante o congelamento a temperatura da amostra se eleva devido a liberagédo
do calor latente de fuséo e atinge um ponto igual a sua temperatura de congelamento na
pressao do experimento (pressdo atmosférica). A temperatura da amostra é monitorada

durante todo o processo.

Figura 3.2 - Crioscépio [78].

A densidade e o grau APl da amostra condensada recebida foi medida
experimentalmente utilizando um densimetro digital de tubo vibratério modelo Anton —
Paar modelo DMA 4500m (Figura 3.3) nas condi¢des padrdo do procedimento ASTM
D5002 [78].
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Figura 3.3 — Densimetro [76].

O teor de agua na amostra de condensado recebido foi determinado utilizando o
método de Karl-Fischer Columétrico (Figura 3.4) segundo a norma ASTM D4928

utilizando o equipamento da marca Metrohm modelo Titrando 852 [79].

Figura 3.4 -Karl-Fisher coulométrico [76].

3.1.2. Composicdo quimica do fluido condensado recebido

Para uma andlise detalhada de hidrocarbonetos gasosos dissolvidos na amostra de
fluido condensado recebido, foi utilizado um cromatografo gasoso (CG) em fase liquida
da Agilent modelo 78902 equipado com injetor automatico (Figura 3.5). Foi utilizado um
detetor de ionizacdo de chama (FID) e um sistema de criogenia capaz de fornecer as

concentragdes dos diferentes compostos presentes na amostra.

Figura 3.5 - Cromatografo de anélise de gases (& esquerda) e cromatografo de
analise de liquidos (a direita) [76].
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3.1.3. Viscosidade

A viscosidade do fluido condensado recebido foi determinada experimentalmente
pelo método ASTM D445 utilizando o viscosimetro capilar de vidro do tipo Capillar
Cannon-Fenske Opaco de Fluxo Reverso (Figura 3.6). Com o objetivo de avaliar a
influéncia da temperatura na viscosidade do fluido, foram efetuadas medicdes a varias

temperaturas.

Figura 3.6 - Viscosimetro “Capillar Cannon-fenske” [80].

3.1.4. Razdo gas/éleo (RGO)

Na analise volumétrica da razdo gas/6leo (RGO), como a amostra sintética
encontrava-se na forma bifasica (liquido-vapor), foi recombinada num pistao-cilindro
flutuante a 9000 psig do tipo Recombinador “Schlumberger” (Figura 3.7) para que assim

esteja liquida e monofasica para a analise [77].

Figura 3.7 - Sistema de recombinacdo de amostras [76].
No final, este procedimento, o cilindro é desconectado do recombinador e

acomodado em posicdo vertical por um periodo de 24 horas para a sedimentacdo de

material s6lido que possa estar presente na amostra. Apds o repouso o cilindro € acoplado
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a uma bomba de deslocamento positivo e é aquecido até a temperatura do separador
trifasico de origem da amostra onde a temperatura é controlada por um controlador PID
(proporcional integral derivativo), a pressao € controlada durante todo o processo de
aquecimento para se evitar pressao excessiva.

Apos estabilizacdo da temperatura e da pressao, é conectado um picnémetro na
parte superior do cilindro, e a valvula é aberta. A queda de presséo no cilindro € corrigida
pela bomba e mantida constante em 800 psi.

O picnémetro contendo a aliquota é entdo conectado a um gasémetro do tipo
“Schlumberger” equipado com medidor de temperatura, controlador de presséo e bomba
de recirculacdo (Figura 3.8). O gas dissolvido é entéo libertado no gasdmetro na condicéo
de pressdo atmosférica e o sistema € colocado em recirculacdo para que todo o gas
dissolvido seja libertado durante o flash. A libertacdo do gas é concluida quando a presséo
estabiliza, o liquido residual no picnémetro é guardado para ser analisado por CG, e 0

volume do gas libertado é calculado através da equacédo dos gases ideais.

Figura 3.8 — Gasémetro [76].

3.1.5. Composicdo quimica do gas sintético

Apos a libertagdo flash ter sido realizada, as amostras do géas foram coletadas em
tubos de ensaio com pistdo flutuante, o liquido residual no picnometro foi analisado por
cromatografia gasosa.

O equipamento utilizado para a cromatografia gasosa foi o Cromatdgrafo Agilent

modelo 78902 equipado com injetor automatico (Figura 3.5).
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3.1.6. Expansdo a composi¢édo constante (CCE)

Apés a caracterizacdo do fluido, realizada na célula PVT (Pressdo-Temperatura-
Volume) do tipo “Schlumberger” com 12 estagios (Figura 3.9) foi possivel prever o
comportamento do fluido dentro do reservatério. Uma destas analises € a expansdo a
composi¢do constante, que tem por finalidade determinar a pressdo de saturagdo de uma
mistura monitorando a sua expanséo, ou seja, verificar o volume da mistura a partir de

um estimulo de pressdo ao manter a composicao e temperatura constantes [81].

Figura 3.9 - Célula PVT [76].

O experimento consiste em preencher a célula de volume variavel com uma certa
quantidade da amostra a pressao inicial de 9000 psig e temperatura de reservatorio de
64,5 °C e expandi-la isotermicamente de modo controlado registando pressdes, volumes,

e alteracGes visiveis, como o ponto de orvalho.
3.1.7. Deplecdo a volume constante (CVD)

Outra analise em célula PVT € a reducdo a volume constante (CVD) com o
objetivo de reduzir a pressao até atingir o ponto de orvalho (temperatura que uma mistura
atinge quando se forma uma gota liquida). Atingindo esta temperatura é efetuada a
determinacdo da composicdo da fase gasosa, o fator de compressibilidade na pressao e
temperatura do reservatorio, recuperacdo de hidrocarbonetos em qualquer pressdo e a
saturagéo de liquido [82].

Nesta analise séo efetuadas sucessivas expansdes (gerando a reducdo de pressdo)
seguidas de libertacBes de gas a pressdo constante, de modo a retornar a célula ao volume
inicial da amostra, o qual corresponde ao volume da célula em que o fluido encontra o
ponto de orvalho. As retiradas das amostras de gas foram realizadas com a célula a 5000
psig, 4000 psig, 3000 psig e 2000 psig. A pressao inicial foi 5900 psig, correspondente a
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presséo do ponto de orvalho na temperatura de 64.5 °C, para a composi¢éo do fluido
sintético.
Depois de retiradas da célula, estas amostras de gas foram encaminhadas para

andlise de composi¢do quimica por cromatografia gasosa.
3.1.8. Viscosidade de alta pressao

As medidas de viscosidade de alta pressao foram realizadas num viscosimetro de
alta pressdo Cambridge Viscosity, VISCOpro 2000 (Figura 3.10), segundo a norma
ASTM D7483-08.

A viscosidade do fluido condensado recebido foi medida a diferentes temperaturas
como descrito na sec¢do 3.1.3 e a viscosidade do fluido sintético foi medida como fluido
de alta densidade de fase unica utilizando o viscosimetro de alta pressdao para 3

temperaturas incluindo a temperatura 64,5 °C.

Figura 3.10 - Viscosimetro de alta presséo [76].

3.1.9. Tensdo interfacial

As medidas de tensdo interfacial foram obtidas com o tensimetro Kruss Modelo
DSA100S (Figura 3.11). Esta determinag&o consiste em colocar o fluido condensado em
contato com uma amostra de gas sintético produzido especialmente para este ensaio, 80%
CO2 e 20% CH4 em base molar. Ap6s o equilibrio em 3 pressdes definidas, a tenséo

interfacial serd medida na temperatura especificada de 64,5 ° C.

57



.
I ‘ Instituto Superior de
‘ Engenharia do Porto

Figura 3.11 - Tensimetro [83].

3.2.  Viabilidade técnico econdmica

3.2.1. O Campo

O campo modelo para analise deste trabalho é baseado num campo real cujo nome
ndo sera revelado, que se encontra na Bacia de Santos. A Bacia de Santos se estende desde
o litoral sul do estado do Rio de Janeiro ao norte do estado de Santa Catarina e possui
uma &rea de cerca de 352 mil quildbmetros quadrados sob lamina d’agua de até 3.000
metros. Para as bases do projeto, foi considerada a lamina d’agua de 2.183 metros. A
temperatura media maxima ambiente de 28 °C e temperatura média do mar de 10 °C.
Estas informacdes foram obtidas através do banco de dados de pocos georreferenciados
do software Que$tor.

A composicdo quimica dos reservatdrios petroliferos varia expressivamente em
funcdo da profundidade e localizacdo (tipo de bacia) dos mesmos. Neste trabalho, o
reservatorio considerado € de 6leo com gas associado e teve suas caracteristicas estimadas
pelo software Que$tor com base em seu banco de dados em 8,27 km de comprimento e
4,14 de largura. Da mesma forma, a pressao no reservatorio foi estimada em 549 bar com
temperatura média de 75,2°C. A razdo gas 6leo (RGO) do 6leo do reservatorio é de
2831.81 m3Std/m3Std e sua densidade varia de 14 a 20 °API e j4 a densidade da capa de
gas formada é de 35,5 °API. Baseada na RGO a taxa de producdo de gas associado € de
15 milhdes de metros cubicos por dia.

O peso molecular da mistura é de 44,88 g/mol com percentual de CO, de com
percentual molar de CO, de 82%. A presenca de H»S considerada foi de 3 ppmv, teor
obtido nas andlises experimentais e é relativamente baixo (3 — 10 ppmv). Para efeitos de
projeto, a relagéo inicial entre o caudal de agua e o caudal total de liquido (watercut)

medido em uma condicdo padrdo foi assumida como 10%.
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O inicio da construcdo do primeiro pogo produtor esta previsto para outubro/2026,
a sua interligacdo para marco/2027 e o primeiro 6leo para julho/2027. O prazo de
producdo, considerando a Declaracdo de Comercialidade em 2026, é de 27 anos, até
dezembro/2053.

A reserva recuperavel estimada é de 342 milhdes de barris de 6leo equivalente

(boe) com o pico de producado de 6leo prevista € de 50.000 bpd em 2028.
3.2.2. Escopo Submarino

Por se tratar de um reservatério complexo pois apresenta alta RGO, alto teor de
CO2 e ndo possuir andlogos no mundo, para 0 seu desenvolvimento ser técnica e
economicamente viavel, foi necessario o desenvolvimento de estudos e qualificacdes de
novas tecnologias que possibilitem a producdo desta area, que garantam o escoamento
considerando a composi¢do parafinica do condensado e o processamento de gas em
grandes volumes e elevada presséo, requerendo um FPSO de alta capacidade.

A configuracdo de pogos assumida consiste numa malha de drenagem baseada em
dados atuais do sistema de producdo deste campo, portanto segundo a Agéncia Nacional
de petréleo, Gés natural e bicombustiveis (ANP), sdo admitidos sete pocos produtores e

trés pocos injetores de dgua (Tabela 3.1).

Tabela 3.1 - Pogos previstos no escopo submarino.

Poco N° Pocos
Produtores 4
Injetores de gas 3
Total 7

Onde dos 4 pocos produtores, 3 pocos serdo interligados diretamente a UEP
(pocos satélites) e 1 serd interligado a um modulo da nova tecnologia da Petrobras,
HISEP®. E de forma anéaloga, dos 3 pogos injetores, 2 pogos serdo interligados
diretamente & UEP (pocos satélites) e 1 poco serd interligado ao médulo HISEP®.

O mddulo HISEP® é composto por uma unidade de separacdo em alta presséo
dos fluidos produzidos em fase densa, um modulo de bomba de elevacdo de oleo
condensado (boosting) e um modulo de bombas para reinje¢cdo de CO2 em fase densa e

fragdes de hidrocarbonetos ndo separados no processo, bem como as interligagdes
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submarinas entre pogos. Serd considerada uma eficiéncia termodinamica de 92% e
disponibilidade de 90% desta tecnologia.

Um dos grandes desafios deste campo esta em se obter uma planta de alta
capacidade de processamento de g&s no FPSO. Pois mesmo com a utilizagdo do HISEP
para realizar a reinjecdo submarina do gas produzido, o alto volume restante que sera
processado pela UEP, 15 milhdes de m? por dia de gas, faz-se necessaria a construcio de
um FPSO que atenda as necessidades deste campo. Isso se deve ao fato de que atualmente
em outros campos da Bacia de Santos, com baixo nivel de contaminantes, as UEP
utilizadas tem capacidade de processamento de gas muito inferior ao requisitado quando
héa alto teor de contaminantes. Como por exemplo o FPSO Cidade de Maricé instalado no
campo de Lula, tem capacidade para processar, diariamente, 150 mil barris de 6leo e
apenas 6 milhdes de m® de gas natural. J4 o FPSO Cidade de Paraty instalado na area do
pré-sal da Bacia de Santos, tem capacidade de producédo de cerca de 120 mil barris por
dia de 6leo e 5 milhdes de m® por dia de gas natural [84].

Para o campo em estudo neste presente trabalho, faz-se necessario a contratacédo
de Engenharia, Aquisicdo, Construcdo e Instalagéo (EPCI) do FPSO a ser utilizado e que
tenha capacidade de processamento da planta de 15 MM Sm®/dia de gas e de 50.000 bpd
de 6leo. Como ndo é esperada a producdo de agua proveniente da capa de gas, sera
considerada uma unidade de tratamento de 4gua com capacidade de 12.000 bpd.

A exportacdo do condensado produzido serd realizada por meio de navios
aliviadores, com posicionamento dinamico, até o terminal de escoamento da producdo
mais proximo localizado a 200 km do campo em estudo. J& o ga&s produzido sera

totalmente reinjetado, ndo sendo previsto portando a exportacao através de um gasoduto.
3.2.3. Selecédo de materiais

Conforme o escopo do arranjo submarino, sdo previstas a interligacdo de 7 pocos,
conforme mostrado na tabela 3.1 anteriormente e é importante realizar a correta selecdo
de materiais para as paredes da tubagem e seu revestimento, pois esta escolha afetara na
espessura da parede das tubagens e, portanto, o custo do material, na velocidade e
quantidade de dias necessarios para instalagdo através da embarcagdo de suporte DSV.

O alto teor de CO- requer a utilizacdo de linhas rigidas Full CRA (Corrosion

Resistant Alloy) para todos os pogos produtores e linhas interligadas ao HISEP®. Para os
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pogos injetores satélites sera considera a utilizagdo de linhas rigidas Full CRA, com
revestimento integral de inconel 625.

O material Full CRA é uma liga metéalica resistente a corrosdo que contém metais
como Ago inoxidavel, Cobalto, Niquel, Ferro, Titanio e Molibdénio. Estes metais quando
combinados, promovem a resisténcia a corrosdo localizada mais do que outros
componentes, como por exemplo, 0 aco carbono [85]. Também oferece uma protecédo
confiavel, eliminando a necessidade de manutencdo e reparos caros, além de ter custo
reduzido ao se comparar com outros materiais disponiveis no mercado como CLAD 316
inoxidavel, liga CLAD 825 e DUPLEX.

Para o revestimento a escolha do material inconel 625 se deu pelo fato de ser uma
liga de niquel com elevada resisténcia a ambientes de alta temperatura, ambientes acidos

e alta resisténcia a corrosao e oxidagédo [85].
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4. Avaliacdo dos resultados e das analises experimentais

4.1. Resultados das andlises experimentais

Nesta seccdo sdo apresentados os resultados das anéalises fisico-quimicas
realizadas na caracterizagdo do 6leo produzido pelo campo. Também s&o apresentados 0s
resultados obtidos na realizagdo da simulacdo computacional no software designado por
Questor para estimava de custos associados ao desenvolver este novo campo do pré-sal

brasileiro.
4.1.1. Massa molar, densidade, °API e teor de dgua

O parceiro, Petrobras, forneceu dados de referéncia de uma amostra bottom-hole,
que é uma amostra de fundo de pogo que pode ser obtida através de ferramentas de
amostragem altamente especificas da indUstria de petréleo para fins de comparagdo dos
resultados.

Os dados usados como referéncia foram a RGO de 2831,81 m3Std/m3Std, o °API
a 35,72, pressdo de amostragem igual a 607,44 kgf/cm? (8639,82 psi) e temperatura de
amostragem a 64,5 °C.

A amostra recebida para anélise foi um 6leo leve de 35 °API e de coloragéo
castanha, devido a oxidagdo com o tempo. Na tabela 4.1 encontram-se 0s dados obtidos
de grau API, densidade, teor de agua, massa molar da amostra de fluido condensado

rececionado.

Tabela 4.1 - Densidade, teor de 4gua e massa molecular do condensado.

Propriedade Média Desvio padréo
Massa molar (g/mol) 216.77 1.497
Densidade (g/cm3) 0.846 1E-05
°API 35.533 0.00577
Teor de agua (%ovol) 0.006 0.000577

4.1.2. Composicao quimica do fluido condensado

A partir da cromatografia gasosa foi possivel realizar a analise composicional do

fluido condensado recolhido. Os valores encontram-se na tabela 4.2 e representam a
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média dos valores médios obtidos nas injecGes realizadas em cada uma das amostras

recolhidas.
Tabela 4.2 - Composi¢do quimica encontrada para o fluido rececionado.

% Massa Desvio % mol Desvio

C3 0.012 0.000 C3 0.060 0.000
IC4 0.030 0.000 1C4 0.110 0.001
NC4 0.135 0.000 NC4 0.504 0.001
1IC5 0.244 0.000 IC5 0.737 0.001
NC5 0.411 0.000 NC5 1.238 0.001
C6 1.314 0.003 C6 3.402 0.007
C7 2.917 0.007 c7 6.608 0.017
C8 4.391 0.122 C8 8.924 0.248
C9 4.331 0.360 C9 7.785 0.647
C10 4.294 0.311 C10 6.969 0.504
C11 3.867 0.205 C11 5.722 0.303
C12 4.036 0.277 C12 5.452 0.374
C13 4.489 0.203 C13 5.579 0.252
C14 3.764 0.273 C14 4.309 0.312
C15 4.366 0.192 C15 4.609 0.203
C16 3.290 0.220 C16 3.223 0.216
C17 3.338 0.208 C17 3.063 0.191
C18 3.508 0.155 C18 3.039 0.134
C19 3.435 0.131 C19 2.841 0.108
C1l1+ 81.922 0.803 C1l1+ 63.663 1.423
C20+ 47.828 2.666 C20+ 25.826 3.516

Os resultados mostram que a amostra analisada é mais pesada do que a amostra
informada pela Petrobras. Isso provavelmente deve-se a evaporacéo que inevitavelmente
ocorre durante a manipulacdo da amostra liquida. Esta hipdtese pode ser também

reforgada devida a natureza leve do 6leo (°API 35).
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4.1.3. Viscosidade
O viscosimetro usado mede a viscosidade cinematica, para diferentes
temperaturas, para determinar os valores de viscosidade dindmica usaram-se os valores

da massa volumica para as correspondentes temperaturas. As duas viscosidades podem

ser relacionadas pela Equacdo 2 abaixo.

(2)

=
Il
I

Onde,
u — Viscosidade dindmica do fluido, N.s/m?2
v — Viscosidade cinematica do fluido, m?/s

p — Massa especifica do fluido, kg/m?®
Dessa forma, a relacdo entre a viscosidade cinematica e a viscosidade dinamica
é uma funcdo linear e assim foi possivel estabelecer uma equacéo da reta como mostrado

abaixo na Figura 4.1, a partir dos dados mostrados na Tabela 4.3.

Tabela 4.3 — Massa volimica do condensado em fungéo da temperatura.

T(°C) p (kg/m?)
20 0.84758
215 0.84665*
30 0.84055
40 0.83349
41 0.833*
50 0.8267*
64.5 0.81655*

*Encontradas através de interpolacéo linear pela equacdo da reta densidade versus temperatura.
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Figura 4.1 - Equacdo da reta da densidade versus temperatura.

Os resultados da variacdo da viscosidade cinematica e dinamica, para diversas

temperaturas, sdo apresentados na Tabela 4.4 e na Figura 4.2.

Tabela 4.4 - Viscosidades do liquido condensado estabilizado em funcdo da temperatura.

Viscosidades (v - cinematica e p - dindmica)

T (°C) vi (mm?/s) v2 (mm?/s) Vmedia (MM?/s) tmedia (CP)
215 8.781 8.936 8.858 7.500
30 6.091 6.053 6.072 5.104
41 4.633 4.720 4.677 3.896
50 3.894 3.898 3.896 3.221
64.5 3.012 2.995 3.003 2.452

Os valores das viscosidades cinematicas e dinamica do fluido recolhido foram
obtidos para um valor de pressdo acima de 7000 psig (acima do ponto de orvalho), com

amostra de gas monofésica.

8

7
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(%] (%) FY n oo

[=]

y = 156.8 10857
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40 a0
Temperatura (°C)
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Figura 4.2 - Temperatura versus viscosidade.
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Devido a viscosidade ser inversamente proporcional a temperatura, a viscosidade
diminui quando a temperatura aumenta e varia com os teores dos componentes (leves,
intermediarios, pesados) do petroleo, assim como era esperado. Os 6leos que possuem
maioritariamente compostos pesados, como é o caso da amostra de fluido condensado,
sdo mais viscosas que aquelas contendo mais compostos intermediérios e estas, sdo mais

viscosas que 6leos contendo maior parte de componentes leves [86].
4.1.4. Razdo gas/éleo (RGO)

A amostra de fluido sintético foi criada em laboratério a partir dos dados
informados pela Petrobras e tendo como base uma mistura de CH4 (metano) e CO2
(dioxido de oxigénio) representativa do gas em estudo. Também foram consideradas na
preparacdo do fluido sintético a razdo gas/6leo RGO (v/v) e a composicdo informadas.

A composicdo real da amostra de fluido condensado e do fluido sintético foram
comparadas e mostraram ser semelhantes. O gas obtido na recombinacédo para formacéo
do fluido sintético € um gas retrogrado.

As massas molares (g/mol) encontram-se na Tabela 4.5.

Tabela 4.5 - Valores das massas molares fornecidos pela Petrobras

Liquido Gas Mistura C20+
210.49 39.25 44.81 404

Na perspetiva inicial, esta mistura seria 80% molar de CO> e 20% molar de CHa.
Contudo, apds alguns célculos, percebeu-se que, ao utilizar esta proporcdo, 0 metano
estaria substituindo os compostos intermediarios (C2, C3, C4), e isso ndo seria coerente
pois 0 metano € muito leve. Dessa forma, foram realizados os calculos para uma mistura
gasosa 82% molar de CO2 e 18% molar de CHa. E assim, os componentes intermediarios
foram substituidos por CO2 em alta proporcdo, e condensado e metano em baixa
proporcao.

Na Tabela 4.6 é apresentada a comparacdo entre as composic¢des dos dois fluidos.
A massa molar obtida no fluido sintético, 44,88 g/mol, ficou bem préxima da massa molar

de mistura relatada pela Petrobras, de 44,81 g/mol.
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Tabela 4.6 - Comparacao entre as composic¢Ges do fluido sintético produzido e do fluido informado pelo

parceiro.

Composicdo do fluido sintético Composicéo do parceiro
Zliq 0.03329 ZCs: 0.0299
ZCO> 0.7917 ZC0O2 0.7676
ZCHg4 0.1738 ZCHa 0.1647

Z(C2,C3,C4) 0.0339
ZN> 0.00121 ZN> 0.0039
MM 44.882 MM 4481

A razdo gas/6leo (RGO) foi avaliada para a amostra sintética preparada como

mostra a tabela 4.7.

Tabela 4.7 - RGO da amostra sintética preparada.

Média Desvio entre as medidas
RGO (m3Std/m3Std) 3116.14 89.22

A partir dos resultados, obtido a partir de uma média entre dois valores obtidos
por diferentes amostragens realizadas no cilindro que acomodava a amostra, foi
observada uma diferenca a partir do RGO amostra bottom-hole (2831.81 Sm® /Sm®) e da
amostra de fluido sintético (3116.14 Sm®*Sm?), isso é possivelmente devido ao erro
intrinseco das medic6es, mas também devido a diferentes composicdes (fluidos obtidos a

partir de diferentes procedimentos, um de fundo de poco e o0 outro na superficie).
4.1.5. Composicdo quimica do gas sintético
O resultado da cromatografia do gas liberado no flash estd abaixo na Tabela 4.8 e

é expresso como uma média das triplicatas. Verifica-se que alguns componentes leves do

liguido migraram para a fase gas.
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Tabela 4.8 - Resultado de cromatografia do gas do flash.

CO2
02
N2
Ci1
C2
C3
1C4

NC4

1C5

NC5
C6
C7
C8
C9

C10

Média
81.502
0.000
0.370
17.986
0.000
0.000
0.003
0.003
0.020
0.030
0.037
0.032
0.022
0.000
0.000

Desvio padréo
0.462
0.000
0.372
0.087
0.000
0.000
0.006
0.006
0.000
0.000
0.006
0.004
0.007
0.000
0.000
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O liquido residual no picnémetro também foi analisado na cromatografia. O

resultado esta abaixo na Tabela 4.9 e representa duas inje¢des da mesma amostra. Pouca

amostra foi coletada pois pouco liquido aparece durante o flash em virtude da natureza

do fluido.
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Tabela 4.9 - Resultado de cromatografia do liquido restante a pressdo atmosférica.

Massa Desvio % mol Desvio
C3 - - - -
IC4 - - - -
NC4 0.005 0.000 0.019 0.000
IC5 0.034 0.000 0.105 0.001
NC5 0.081 0.001 0.248 0.002
C6 0.814 0.016 2.138 0.041
C7 2.414 0.023 5.547 0.052
C8 4.852 0.049 10.004 0.101
C9 5.369 0.042 9.789 0.076
C10 5.538 0.081 9.118 0.134
Cl1 5.121 0.082 7.686 0.124
C12 4.932 0.204 6.758 0.280
C13 5.726 0.055 7.219 0.069
Cl4 5.320 0.098 6.177 0.114
C15 5.397 0.206 5.780 0.220
C16 4.023 0.082 3.998 0.081
C17 3.977 0.145 3.702 0.135
C18 4.424 0.065 3.889 0.057
C19 3.929 0.066 3.296 0.056
Cli+ 80.893 0.212 63.032 0.407
C20+ 38.045 1.216 14.528 1.544

4.1.6. Expansdo a composi¢édo constante (CCE)

Neste teste foi utilizada a amostra sintética para se observar os volumes e a
transicdo de fases com expansdo isotérmica. A pressdo inicial foi de 9000 psig e a
temperatura do reservatorio é de 64,5 °C.

Abaixo, estdo contidas na tabela 4.10 as condicdes iniciais para o0 experimento de

expansdo a composicao constante.

Tabela 4.10 - Condigdes iniciais para o teste.

Pressao de trabalho (Psig) 9000
Pressao de saturacao (Psig) 5900
Temperatura (°C) 64.5
Massa molar (g/mol) 44.88
Massa especifica inicial (g/cm?) 0.82484
Massa inicial (g) 19.498
Volume inicial (cm3) 23.546
Numero de mols (mol) 0.4327
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A partir deste experimento, observou-se que o volume de liquido liberado da fase

gasosa esta abaixo do ponto de orvalho, que foi por volta de 5900 psig.

Também foi observado que a compressibilidade entre a pressdo inicial e a presséo

do ponto de orvalho foi baixa, o que representa que o volume total dentro da célula ndo

muda significativamente com a variacdo de pressdo. Adicionalmente, um resultado

importante obtido foi que mesmo a pressdes inferiores ao ponto de orvalho, a queda de

liquido ainda é pequena, 4 ml, o que representa uma baixa compressibilidade da amostra

e pode estar relacionado com o alto valor de RGO obtido.

Pressdo Volume

(Psig)

9000
8500
8000
7500
7000
6500
6300
6000
5900
5800
5700
5600
5500
5400
5000
4500
4000
3000
2500
2200
2000
1700

Os resultados da expansao isotérmica estdo listados na tabela 4.11.

(cm?)

23.544
23.749
24.152
24.500
24.982
25.346
25.567
25.789
25.884
26.002
26.089
26.231
26.397
26.540
27.172
28.113
29.417
34.247
39.947
46.231
52.832
66.895

Volume
gas

23.544
23.749
24.152
24.500
24.982
25.346
25.567
25.789
25.857
25.927
25.965
26.056
26.209
26.267
26.666
27.278
28.064
31.374
36.473
42.449
48.915
62.876

Tabela 4.11 - Resultados CCE.

Volume
liquido

0.000
0.000
0.000
0.000
0.000
0.000
0.000
0.000
0.027
0.075
0.124
0.176
0.188
0.273
0.506
0.835
1.353
2.873
3.474
3.783
3.917
4.020

%
liquido

0.000
0.000
0.000
0.000
0.000
0.000
0.000
0.000
0.104
0.288
0.477
0.670
0.713
1.029
1.862
2971
4.600
8.390
8.697
8.182
7.414
6.009

Massa
especif.
(9/cm?)

0.825

0.818

0.804

0.793

0.777

0.766

0.760

0.753

%liq
Vd

0.290
0.481
0.679
0.727
1.055
1.955
3.227
5.229
11.101
13.423
14.614
15.133
15.530

V/
Vsat

0.910
0.918
0.933
0.947
0.965
0.979
0.988
0.996
1.000
1.005
1.008
1.013
1.020
1.025
1.050
1.086
1.137
1.323
1.543
1.786
2.041
2.584

1.204
1.147
1.098
1.044
0.994
0.936
0.915
0.879
0.868

A Figura 4.3 mostra a evolugdo do volume total da célula durante o experimento

de expansdo isotérmica.
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Figura 4.3 - Volume total da célula ao longo do experimento CCE.

A Figura 4.4 mostra o volume total de liquido que é formado dentro da célula
durante o experimento.
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Figura 4.4 - Volume total de liquido condensado durante o experimento.

A Figura 4.5 mostra a variacdo do volume relativo ao volume da célula no ponto

de saturacgdo (ponto de orvalho). Para o fluido monofasico, o valor é menor do que 1. No

ponto de saturacdo, esse valor é 1, enquanto para os fluidos saturados este valor € maior

do que 1.

Press&o (Psig)

10000

2000
B000 A
700D
G000
5000 4
4000 +
3000 4
2000 4
1000 +

0.5 1 1.5 2 25 3
Volume relativo (VVsat)

Figura 4.5 - Volume relativo ao volume de saturac&o.
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A Figura 4.6 mostra o fator de compressibilidade do fluido monofasico como
funcdo de pressdo a 64.5°C. Percebe-se que o fator de compressibilidade cruza a

magnitude de uma unidade para a temperatura de 64.5°C e pressdo proxima de 7000 psig.

14 -

12 4 L]

0.8 4
0.6 1
0.4 4

0.2 4

0 2000 4000 8000 8000 10000
Pressdo (psi)

Figura 4.6 - Fator de compressibilidade do fluido monofasico.

Durante o experimento de expansdo a composi¢cdo constante, uma transicao de
fases do tipo ponto de orvalho (fluido tipo gas denso — gas denso + liquido) foi
observada. Acima do ponto de orvalho, o fluido se apresentava como uma Unica fase
fluida de coloracdo marrom clara (Figura 4.7 (a)). O liquido que apareceu na célula abaixo
do ponto de orvalho mostrou aspeto negro (Figura 4.7 (b)), e com o decréscimo da pressdo
a fase de vapor foi adquirindo cada vez mais um aspeto claro, o qual mostrou-se mais
turvo na regido de baixa compressibilidade (pressdes entre =~ 5900 e 3000 Psig) ¢ mais

translucido na regido de alta compressibilidade (pressdes abaixo de =~ 3000 Psig).

Figura 4.7 - (a) Inicio do experimento nas condigdes iniciais, a 9000
psig. (b) Fim do experimento, a 1700 psig.
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A Tabela 4.12 relata o ponto de orvalho aferido e outras informacdes pertinentes.

Tabela 4.12 - Condigdes iniciais para expansao e ponto de orvalho aferido.

Pressao de trabalho (psig) 9000
Temperatura (°C) 64.5
Massa molar (g/mol) 44.88
Pressao de saturacao (psig) 5900

A figura 4.8, € uma ilustracdo para a compreensdao do caminho de deplecéo
seguido pelo fluido no diagrama PT. Como a expansao € isotérmica, uma reta vertical

representa a queda de pressao neste diagrama.

‘99000 Psig
ronte ‘:;“3‘ $-5900 Psig
\ Curva do
3 \ponto de
L 1
S 10% Ilqmdo | |0rva|ho
o | |
2 ] I|
72} I |
w | ;l
< ) {
" // 1700/Psig
-
T
645°C
%

Temperatura (°*C)

Figura 4.8 - Representagdo esquematica da deplecdo do fluido no CCE para
melhor demonstrar o evento de expansdo isotérmica.

4.1.7. Deplecdo a volume constante (CVD)

A determinacdo de CVD, deplecdo a volume constante, é caracterizado por
sucessivas expansdes (gerando a deplecdo) seguidas de libertacbes de géas a pressao
constante de modo a retornar a célula ao volume inicial, o qual corresponde ao volume
da célula em que o fluido encontra o ponto de orvalho. As retiradas das amostras de gas
foram realizadas com a célula a 5000 Psig, 4000 Psig, 3000 Psig e 2000 Psig.

A pressdo inicial do experimento foi 5900 Psig, correspondente a pressédo do ponto
de orvalho na temperatura de 64.5 °C para a composic¢éo do fluido modelo referida na
Tabela 4.12. Depois de retiradas da célula, estas amostras de gas foram encaminhadas
para analise composicional por cromatografia.

A tabela 4.13 abaixo mostra os resultados do CVD na célula.
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Tabela 4.13 - Resultados CVD.

Pressao (psig) Vol. lig. (cm?3) % lig. Vd
5900 0.14 -
5000 0.32 1.295
4000 1.26 5.082
3000 2.9 11.656
2000 3.75 15.091

A figura 4.9 mostra uma comparacédo entre 0 CCE e o CVD para a percentagem

de volume de liquido em relagdo ao volume da célula no ponto de orvalho (%lig. \VVd).

®CCE ACVD

-‘.

% de liguido (V)
- -

A

.
1000 2000 3000 4000 5000 &000 TO00
Pressdo (psi)

[=]

Figura 4.9 - Comparacdo da % liq. Vd entre o CCE e 0 CVD.

Na figura 4.10 é apresentada a comparacdo entre CCE e CVD do volume total de
condensado. Em relacdo aos volumes de liquido, conforme esperado, foi observada uma
diferenca entre a quantidade de liquido caido para uma mesma pressao em ambos 0s testes
(CVD e CCE). Para a mesma pressdo, nos testes de CVD, a quantidade de liquido
derramado é menor que no CCE, devido a alguns compostos mais pesados serem
liberados junto com o gas removido. Normalmente, espera-se encontrar uma diferenca
maior. Porém, como neste ensaio 0s compostos intermediarios ndo estdo presentes (C2,
C3, C4, aqueles que mais “se movem” entre as fases gasosa e liquida), os resultados

ficaram mais préximos.
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Figura 4.10 - Comparacdo CCE versus CVD para o total de condensado
durante o experimento.

Devido a baixa concentracdo de compostos C5 + na fase gasosa ricos em CO; e

CHys, decidiu-se apresentar os resultados (% composi¢do molar na fase gasosa) unificando

0s compostos C5+, para um melhor resultado representativo exposto na tabela 4.14.

Tabela 4.14 - Resultados CVD para o grupo C5-C8.

Pressao (Psig) %C5-C10
5000 1.260
4000 0.777
3000 0.435
2000 0.275

A Figura 4.11 mostra o resultado considerando todos os componentes de Cs até

Ciw. A determinacdo de CVD usual rastreia principalmente os componentes que

particionam razoavelmente no vapor e no liquido em ambiente pressurizado.

% Molar

1,40
1,20
1,00
0,80
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Figura 4.11 - Percentagem molar C5-C10 na fase gas retirada da célula.
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A Tabela 4.15 resume os dados obtidos nas cromatografias. O resultado representa

uma média entre 3 injecGes da mesma amostra.

Tabela 4.15 -Resultados da cromatografia em cada pressao.

Presséao (Psig)

RO 5000 4000 3000 2000
CO2 80.803 81.537 81.286 81.362
0> 0.000 0.000 0.000 0.000
N> 0.000 0.086 0.132 0.106
c1 17.915 17.577 18.128 18.240
C2 0.000 0.000 0.000 0.000
C3 0.007 0.000 0.000 0.000
IC4 0.000 0.005 0.004 0.004
NC4 0.015 0.018 0.015 0.013
IC5 0.029 0.035 0.028 0.023
NC5 0.046 0.056 0.042 0.035
C6 0.098 0.122 0.079 0.060
C7 0.149 0.163 0.101 0.064
c8 0.931 0.379 0.186 0.093
C9 0.006 0.021 0.000 0.000
C10 0.000 0.000 0.000 0.000
MM 39.73 39.50 39.14 39.03
Densidade 1.372 1.364 1.352 1.348

4.1.8. Viscosidade de alta pressao

Os resultados obtidos das medidas de viscosidade dindmica de alta presséo estéo
na Tabela 4.16.

Tabela 4.16 - Resultados das medidas de viscosidade da amostra pressurizada.

Pressao (Psig) Viscosidade (cP) Desvio Padrao Temperatura (°C)
9000 0.119 0.50% 64.2
8500 0.118 0.20% 64.3
8000 0.115 0.40% 64.5
7500 0.114 0.40% 64.5
7000 0.113 0.50% 64.5

Os valores de viscosidades (cinemaética e dinamica) foram obtidos com uma faixa
de pressdo acima de 7000 psig (estando acima do ponto de orvalho), com amostra de gas
monofasica. As viscosidades sdao muito semelhantes as viscosidades de CO, encontradas

na literatura para COz puro [87].
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4.1.9. Tensdo interfacial

Em base molar (%), a mistura gasosa ficou com a seguinte composic¢do: CO-
81.85%; CH4 18.15%. Contando com a contaminacgdo proveniente da impureza do gas,
ficou CO2 81.726 %; CH4 18.149 % e N2 0.124 %. Os resultados obtidos na temperatura
de 64.5°C para 3 pressoes estdo na Tabela 4.17 e na Figura 4.12.

Para pressOes superiores, a solubilidade entre os dois fluidos aumentou, o que
tornou a obtencdo das medidas inviaveis.

Tabela 4.17 - Resultados de tensdo interfacial.

Pressao (Psig) IFT Média (mN/m) Desvio padrao
500 14.548 0.179
1000 10.695 0.239
1500 6.825 0.366
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Figura 4.12 - Resultados da tenséo interfacial em funcdo da presséo.
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5. Anadlise de viabilidade econdémica

Esta seccdo tem por objetivo apresentar a modelagem do campo em questdo e a
analise econdmica do campo estudado onde serdo apresentadas as estimativas dos

investimentos e de todos os associados.

5.1. Modelagem do Campo

Com base na reserva recuperavel de petréleo presente no reservatério, na
densidade do petrdleo, pressdo média do reservatdrio e no pico de produtividade anual,
no ciclo de vida produtivo do reservatorio, o tempo para o plateau e sua duracdo do
Campo em estudo, foi possivel realizar definir o perfil da curva de producéo a partir do
software Que$tor.

Os dados iniciais inseridos no software Que$tor estdo apresentados no Anexo A.

5.1.1. Perfil da Producéo

A partir de estudos internos da Petrobras e em parceria com a Galp, partiu-se da
premissa de que o pico de producdo de 6leo é de 43 mil barris por dia no ano de 2028.
Sendo seu plateau apds 1 ano do inicio da produgdo e com duracdo de 3 anos. A vida
produtiva da reserva é de 27 anos até o esgotamento.

Os sistemas de producdo, processamento e exportacdo dos produtos extraidos séo
dimensionados pelo QUE$TOR segundo a taxa de escoamento de 6leo definida como 50
mil barris de dleo por dia, a taxa de gas associado de 15 milhdes de metros ctbicos por
dia (baseado na razdo géas 0leo) e a taxa de escoamento de liquido de 62 mil barris por
dia.

Na figura 5.1 pode ser vista a curva do perfil de producéo de petréleo definida no
QUES$TOR em milhGes de barris por dia.
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Na figura 5.2 pode ser vista a curva do perfil de producdo de gas definida no

QUES$TOR em milhGes de metros cubicos por dia.

MMsm¥day

Figura 5.2 - Perfil de producéo de gas em MMsm? por ano.

Na figura 5.3 pode ser vista a curva do perfil de producdo de agua definida no

QUES$TOR em milhGes de barris por dia.

Mbbliday
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Figura 5.3 - Perfil de producédo de &gua em Mbbl por ano.

80



1 Instituto Superior de
I S e p Engenharia do Porto
5.1.2. Modelagem do Sistema Convencional com UEP

No sistema de exploracdo e producdo convencional, a unidade estacionaria de
producdo é um Floating, Production, Storage and Offloading (FPSO), ou seja, um sistema
flutuante de producdo, armazenamento e escoamento. O sistema de ancoragem € do tipo
turrent interno com 8 linhas de ancoragem. No arranjo submarino idealizado, a producdo
dos sete pogos satélites produtores é enviada para o manifold de producdo. Os pocos
produtores encontram-se a 1 km do manifold de producdo, responséavel por direcionar a
producdo total dos sete pogos ao topside do FPSO.

No topside, a complexa planta de processo permite a separacdo do fluido e gas
por meio de trés separadores trifasicos horizontais, dois aquecedores, dois desidratadores
e um resfriador para, ao fim do processo, o gas produzido e a agua de formacdo sejam
separados do 6leo. Periodicamente ap6s armazenado, o petréleo é escoado pelo método
de exportacdo offloading, que é o escoamento por linhas através de um navio aliviador.

Quanto ao processo de tratamento do gas separado do fluido de producdo, este
passa por um desidratador para retirada de todo o trago de vapor d’agua e assim reduzir a
possibilidade de formacdo de hidratos nos pipelines ao ser novamente injetado no
reservatorio. No desidratador, é utilizada a técnica de absorcdo por TEG
(Trietilenoglicol), a fim de garantir que o teor de humidade na mistura seja menor que
400 ppmv.

A injecdo de gas tem importante contribuicdo para manter a pressdo no
reservatorio adequada a manutencio da eficiéncia produtiva. E nesta etapa do processo
de separacdo da fase gasosa que a tecnologia HISEP® se faz necessaria para 0 campo em
estudo, sem esta tecnologia de separacdo e reinjecdo de CO2 no sistema submarino sem
passar pelo topside e dado o alto volume de gas produzido, o topside ndo teria como
processar toda a quantidade de géas e obstruiria a capacidade de producéo.

Ja no processo de tratamento de agua, a d&gua de formacéo separada é misturada a
agua do mar captada através de risers ligados a plataforma e necessita ser tratada para
que ndo haja incompatibilidade entre esta e a agua de formac&o. A medida que o pogo
perde sua capacidade de producéo de 0leo, a geragdo de agua aumenta gradativamente de

modo que quanto maior o tempo de produgdo, mais agua € gerada.
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A Figura 5.4 mostra o layout da modelagem do sistema convencional no
QUES$TOR subdividido em grupos de topside com a planta de processo, FPSO com o

casco, pocos de perfuracdo, sistemas submarinos produtores e injetores.

Sistema submarino - Produtores ] - —-""\\\
f b FPSO
— s
o=y e
@— E [ Sistema Submarino~|njetores|
Poco deperfuracéo | ||

f

Ii

‘1,' ‘s “ Poco de perfuracéo

J \

Figura 5.4 - Layout da modelagem do sistema convencional.

5.1.3. Instalagdes Submarinas

Nesta secdo sdo apresentados os dados técnicos da arquitetura e operacionais das
instalacBes submarinas referentes as linhas de escoamento (flowlines), risers, umbilicais
e arvores de natal molhadas.

Dos 4 pocos produtores, 3 serdo interligados & UEP através de uma linha de
producdo rigida de 8 polegadas de diametro e uma linha de servico flexivel de 4 polegadas
de didmetro ao longo de 5,0 km. O poco produtor restante seré interligado ao separador
submarino HISEP®, por meio de uma linha de producdo rigida de 6,5 polegadas de
didmetro, também ao longo de 5,0 km.

Para os pocos de injecdo de gas, 2 serdo interligados através de uma linha de
injecdo de gés rigida de 8 polegadas de didmetro. O pogo injetor restante serd interligado
ao separador submarino HISEP® por meio de uma linha de injecéo rigida de 8 polegadas
de didmetro. Este separador por sua vez, sera interligado ao FPSO através de uma linha
de producéo de 6,5 polegadas de diametro.

O HISEP® faré a separagdo do fluido produzido em uma corrente de liquido e

outra de gas rico em CO> (que sera injetada no poco injetor interligado ao HISEP®). O
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par de pogos interligados ao HISEP® (um produtor e um injetor) terd um Gnico riser de

umbilical através de uma SDU (Subsea Distribution Unit).
A Figura 5.5 mostra o layout mais detalhado do sistema submarino de producao

no cendrio convencional diretamente do QUE$TOR, onde podem ser vistos a base do

riser, 0s quatro pogos de producdo em verde, o HISEP e os flowlines de producéo.

Base do riser (1]
(1]
H
/|

Pogo produtor

Figura 5.5 - Layout do sistema submarino de producéo no cendrio convencional.

A Figura 5.6 mostra o layout mais detalhado do sistema submarino de injecéo no
cenario convencional diretamente do QUESTOR, onde podem ser vistos a base do riser,

0s pocos de injecdo em vermelho, além dos flowlines de injecao de gas.

Flowlines
5km

Poco Injetor

Figura 5.6 - Layout do sistema submarino de injegéo no cenério convencional.
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5.2.  Pressupostos adotadas para anélise econémica

Antes da abordagem e descricdo dos custos para a analise econdmica, faz-se
necessario definir as premissas admitidas para o projeto. Primeiramente, a analise dos
custos neste trabalho ndo levou em consideragéo os custos relacionados as fases anteriores
ao desenvolvimento do campo, sendo estes considerados custos da empresa e ndo do
projeto em estudo. Visto que antes de iniciar qualquer projeto, sdo realizadas diversas
analises técnicas, politicas, econdmicas, sociais e ambientais as possiveis areas de
interesse da empresa em investir e assim conquistar 0 acesso a area a ser explorada por
meio de concessdes com o governo do pais em que o projeto seré realizado.

Sabe-se que a simulacdo da evolugdo do preco do petréleo é um fator critico em
cenarios de incerteza de projetos de producdo petrolifera, desta maneira, utilizou-se a
projecao do preco do petroleo para o ano base do projeto, 2024, que € quando se inicia de
fato a producdo no campo em estudo. Onde de acordo com uma das maiores agéncias de
classificacdo de risco de crédito mundial e avaliacdo de investimentos, Fitch Ratings, a
projecdo do preco do barril de petrleo em termos reais, ou seja, sem influéncia da
inflacdo em 2024 esta estimado em US$ 53 por barril [88].

O CAPEX e OPEX no projeto do sistema convencional compreendem a fase de
desenvolvimento e produgédo do campo. As atividades de perfuracdo iniciam-se em 2022
e serdo concluidas em 2024. A instalacdo do pipeline de exportacdo de gas, dos sistemas
submarinos no leito marinho, do FPSO e seu topside serdo, igualmente, realizadas, no
mesmo periodo. A producdo terd inicio em 2027 com uma previsdo de 27 anos de
exploracdo do campo.

Para avaliacdo deste projeto também nédo foram considerados os custos referentes
a fatia governamental como participacdo em Royalties, Imposto de Renda de Pessoa
Juridica (IRPJ), Contribuicdo para o Financiamento da Seguridade Social (COFINS) e
outros impostos do sistema tributario brasileiro. Embora esta parcela de custos seja
relevante, ndo foram obtidas informacdes para trata-la.

Para o calculo de empréstimo e taxa de juros do projeto, foi adotada a premissa
que 80% de todo investimento sera de capital proprio e que os 20% restantes capital de
terceiros. Essa proporcdo foi definida ao realizar o levantamento entre capitais de
terceiros e capitais proprios de grandes empresas produtoras de petréleo, sendo utilizada

a média arredondada. O tipo de empréstimo sera o de longo prazo e sera adquirido no
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quarto ano do projeto, tendo sua primeira parcela de pagamento no ano seguinte. Essa
escolha foi tomada baseado que no quinto ano de projeto ja havera receita evitando ter de
pagar empréstimo nos primeiros anos sem receita e impedir um prejuizo operacional.

E por fim, os riscos desconhecidos ndo foram considerados, que seria 0 risco
associado a incerteza de ocorréncia de um evento que, embora ndo se tenha controlo se
acontecera ou ndo, sabe-se que devido as condi¢Bes operacionais (alta presséo e baixa
temperatura) sao muito provaveis de ocorrer. Como por exemplo, o risco da rutura de um
duto submarino que impeca a producdo ou o risco da formacéo de hidratos nos dutos que
podem reduzir o caudal da producéo ou até mesmo obstrui-la.

5.3.  Descri¢do dos Custos

Neste capitulo serdo descritas simplificadamente as bases para estimativas dos
diversos custos fornecidos pelo software QUE$TOR, ferramenta utilizada para
modelagem e estimativa do OPEX, CAPEX e custos de abandono.

A tabela detalhada com todos os custos esta contida no Anexo B.

5.3.1. Custos de capital (CAPEX)

Nesta seccdo serdo descritos os custos de capital aplicados nos pocos de
perfuracdo, nos demais sistemas submarinos produtor e injetor levando em consideracao
a utilizacao de manifold, flowline de escoamento e HISEP®, no topside que compreende
toda a planta de processo com os médulos de producdo e no FPSO referente ao casco do
navio utilizado. A quantidade de dias necessaria de utilizacdo da embarcacdo de apoio a
instalacdo de equipamentos e componentes da plataforma e os seus custos diarios de
afretamento associados sdo fundamentados na base de dados do QUE$TOR.

O CAPEX do sistema em estudo com FPSO foi estimado em US$ 3,024 bilhdes
e subdividido segundo a Tabela 5.1.
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Tabela 5.1 - Descricdo do CAPEX do sistema em estudo.

CUSTOS TOTAL (US$)
Poco de perfuracéo 277.178.000
Sistema submarino — Produtores =~ 864.202.000
Sistema submarino — Injetores 241.642.000

Topside 1.302.046.000
FPSO 339.856.000
CAPEX TOTAL 3.024.924.000

e Pocos de perfuracdo

As estimativas dos custos de perfuracdo incluem o aluguel da sonda, a tripulacéo
relacionada as operacbes de perfuracdo, os equipamentos utilizados nos pogos, a
utilizacdo de consumiveis ao longo do processo, os custos dos materiais para fabricagdo
dos equipamentos e ferramentas. Esta parte da analise de custos, além da perfuracao,
inclui também a operacdo de completacdo dos pocos e foi estimado pelo software Que$tor
é de US$ 277,178 milhdes.

Os custos de equipamentos relacionados a perfuracdo sao determinados pelo custo
da unidade e sdo estabelecidos com base na estratégia de aquisicdo e do material de

construcdo e estdo mostrados na tabela 5.2.

Tabela 5.2 - Custo de equipamentos de perfuragéo de pogos.

EQUIPAMENTO QUANTIDADE UNIDADE CUSTO

(US$) (US$)

2213800  8.855.000
111.800  447.000

Pogos produtores — Wellhead
Pocos produtores - Completacédo
Pocos injetores — Wellhead 1.141.100 3.423.000
Pocos injetores — Completagéo 42.500 128.000
Frete 3,00% - 386.000
Total Equipamento (US$)  13.239.000

W w kb

O custo de materiais € calculado ao considerar o comprimento em metros de cada
tamanho de revestimento ou tubagem por unidade descidos no pogo com base na
profundidade dos pogos individuais e dos itens necessarios para a perfuracdo e
completacdo. Para os custos de cimento, salmoura e lama sdo tomados como base a

profundidade da broca, como indicado na Tabela 5.3.
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Tabela 5.3 - Custo de materiais de perfuracdo de pocos.

MATERIAIS QUANTIDADE  UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
30 in revestimento 750 m 1.010 758.000
20 in revestimento 2450 m 310 760.000
13 3/8 in revestimento 10.000 m 152 1.520.000
9 5/8 in revestimento 17.390 m 118 2.052.000
7 in liner 4770 m 66 315.000
5 in tubo de produgéo 21.740 m 94 2.043.000
Cimento 21.740 m 81 1.761.000
Lama de perfuracdo 21.740 m 144 3.131.000
Salmoura 21.740 m 73 1.587.000
Broca 21.740 m 184 4.000.000
Template de perfuracao 140 te 12.000 1.680.000
Frete 2,00% - 392.000

Total Materiais (US$) 19.999.000

Os consumiveis necessarios para o funcionamento da plataforma e das operagdes
como &gua, alimentos e combustivel foram considerados para estimar os custos de
instalacdo. Os servicos de transporte com helicoptero estéo relacionados com o custo de
transportar a tripulacdo base e a locacéo.

Para a atividade de perfuracdo e completacédo dos pocos foi considerado o aluguel
de um navio sonda e que foi considerado o tempo de espera aos eventuais problemas
operacionais previsiveis ou ndo, condi¢Ges de mar e de tempo, além dos dias necessarios
para mobilizacdo e desmobilizacdo. Como o0s pocos foram revestidos ao longo de toda a
sua extensdo durante a perfuracdo e para a operacdo de cimentacdo de cada poco foi
considerada a contratacdo de especialistas nesta atividade este custo também foi incluido
nesta etapa.

Os custos das embarcacdes de apoio referente a atividade de perfuracéo e
completacdo dos pog¢os incluem o transporte dos materiais e equipamentos de perfuracédo
e 0s consumiveis por navios chamados Platform Supply Vessels (PSV) durante 664 dias
totais. A base de apoio além de possuir escritorio para o trabalho de engenharia e design
das operacdes, recursos humanos, setor de compras, contabilidade e administracéo,
também é onde sdo estocados 0s equipamentos e materiais.

A tabela 5.4 mostra os custos referentes a perfuracdo de pogos.
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Tabela 5.4 - Custo de perfuracéo de pocos.

INSTALACAO

Taxa de arrendamento de sonda
Equipe de perfuracéo
Tripulagdo de embarcagéo
Consumiveis

Servicos de helicoptero
Embarcacgéo de apoio
Arrendamento base de apoio
Mob./Desmob. da sonda

Tempo de espera

Especialista em cimentagdo
Equipamentos Wellhead
Equipamentos arvore de natal
Suporte de sonda de perfuragédo
Arrendamento de equipamentos
Transporte do navio de pesquisa
Navio de pesquisa
Mob/Desmob. navio de pesquisa

QUANTIDADE

664
664
664
664
664
664
664

14

28

664
664
664
664

AN A

dias
dias
dias
dias
dias
dias
dias
dias
dias
7
dias
dias
dias
dias
dias
dias
dias

UNIDADE
(US$)

147.000
31.100
6.800
28.200
5.100
260.000
5.800
312.000
270.900
240.000
1.610
5.600
7.300
4.350
55.000
55.000
55.000

Total Instalacdo (US$)

.
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CUSTO (US$)

97.608.000
20.650.000
4.516.000
18.724.000
3.386.000
172.640.000
3.852.000
4.368.000
7.585.000
1.680.000
1.069.000
3.718.000
4.848.000
2.889.000
220.000
385.000
220.000
348.358.000

Referente aos custos de design e gerenciamento do projeto a unidade é em

homem-hora (mhr) necessario para a realizacdo da perfuracdo e levam em consideracao

0s estudos, o projeto detalhado, os servicos de inspecdo e controlo de projeto,

gerenciamento e monitoramento todas as fases de desenvolvimento contabilizando os

salarios e instalacdes de escritorios. Ainda neste grupo, sdo relevantes o seguro e a

contingéncia como 4% e 20% do custo total dos componentes de perfuracéo,

respetivamente, como mostra a tabela 5.5.
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DESIGN E GERENCIAMENTO QUANTIDADE UNIDADE

DE PROJETO (mhr) (US$)
Design 7.700 118
Gerenciamento de projeto 5.900 160

Total Design e gerenciamento de projeto (US$)

UNIDADE
SEGURO QUANTIDADE (US$)
Seguro 4,00% -
Total Seguro (US$)
CONTINGENCIA QUANTIDADE U’\é'UDS@)DE
Contingéncia 20,00% -

Total Contingéncia (US$)

e Sistemas Submarinos - Produtores

CUSTO
(US$)
909.000

944.000
1.853.000

CUSTO
(US$)
15.338.000
15.338.000

CUSTO
(USS$)
79.757.000
79.757.000

Serdo abordados os custos referentes ao sistema submarino de produgéo

considerando 0s equipamentos e 0S materiais necessarios, a instalacdo do sistema

submarino na locagdo, o design e o gerenciamento do projeto, seguros necessarios e

custos de contingéncia para eventuais gastos ndo previstos no inicio do projeto. O custo

total estimado pelo software QueS$tor é de US$ 864,202 milhdes.

Os custos de equipamentos do sistema submarino de producao incluem os custos

do riser e umbilicais, HISEP®, equipamentos de intervencdo, além das unidades de

controlo principal e adicional na plataforma em cada po¢co como mostra a tabela 5.6

abaixo.

Tabela 5.6 - Custo dos equipamentos do sistema submarino de produgéo.

EQUIPAMENTO QUANTIDADE UNIDADE
(US$)
Poco produtor 4 10.598.000
Base do riser - -
HISEP® 1 350.000.00
0
Equipamentos de intervengao - -
Controlo principal da plataforma 1 568.000
Controlo adicional da plataforma 4 83.600
Frete 4,00% -
Total Equipamento $

CUSTO
(US$)
42.392.000

14.439.000
350.000.000

4.100.000
568.000
334.000

16.473.000
428.306.000
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Para se calcular os custos de materiais levou se em consideragdo o comprimento
das linhas de escoamento satélite associados aos custos dos flowlines de producéo, de
servico de teste e umbilicais, aléem dos custos de todos as conexdes necessarias em cada
flowline, jumper ou umbilical ligados a ANM. Também foram considerados 0s custos por
tonelada do pipe line and termination (PLET) associados a cada flowline.

Os custos do sistema de risers contabilizam os risers de producdo e servico de
testes, além de valvulas de fechamento do sistema presentes nos risers de producao e
teste, tabela 5.7.

Tabela 5.7 - Custo dos materiais do sistema submarino de producéo.

MATERIAIS QUANTIDADE UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
Flowlines teste e producéo 4 24.004.000 96.016.000
Riser - - 82.796.000
Sistema de riser (boia) 4 280.000 1.120.000
Frete 3,00% - 5.398.000

Total Materiais (US$) 185.330.000

Baseado no valor diério da utilizacdo das embarcacfes especializadas que
fornecem o suporte na instalagdo dos sistemas submarinos, como Dive Support Vessels
(DSV) para mergulho, Pipe Laying Support Vessel (PLSV) para instalacdo de linhas, os
custos de instalacdo, foram estimados diretamente da base de dados do Que$tor.

A tabela 5.8 mostra os custos referentes a instalagcdo do sistema submarino de

producao.
Tabela 5.8 - Custo de instalagdo do sistema submarino de produgéo.
INSTALACAO QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
(dias) (US9) (US$)
Reel-lay 214 195.000 41.730.000
Embarcacdo apoio a construcao 121 75.000 9.075.000
Embarcacdo de pesquisa 15 55.000 825.000
Supply vessel (PSV) 19 32.000 608.000
Teste e comissionamento 21 48.000 1.008.000

Total Instalacao (US$) 53.246.000

Referente ao design e gerenciamento de projeto, a base de calculo foi realizada

em homem-hora (mhr) e engloba o tempo necessario desde a realizacdo do projeto
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detalhado até a instalagdo submarina (incluindo servicos de inspecdo e controlo de
projeto, gerenciamento e monitoramento todas as fases de desenvolvimento
contabilizando os salarios, instalacbes de escritérios, entre outros). O seguro e a
contingéncia possuem 4% e 20% do custo total dos componentes de perfuracéo,
respetivamente.

A tabela 5.9 mostra os custos referentes ao design e gerenciamento de projetos,

bem como o custo com seguro e contingéncia do sistema submarino de producéo.

Tabela 5.9 - Custos com design e gerenciamento de projetos, seguro e contingéncia do sistema submarino
de producéo.

DESIGN E GERENCIAMENTO QUANTIDADE UNIDADE CUSTO

DE PROJETO (mhr) (US$) (US$)
Design 136.300 118 16.083.000
Gerenciamento de projeto 59.400 160 9.504.000

Total Design & Gerenciamento de projeto (US$) 25.587.000

SEGURO QUANTIDADE UNIDADE  CUSTO
(US$) (US$)
Seguro 4,00% - 27.699.000

Total Seguro (US$) 27.699.000

CONTINGENCIA QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
(US$) (US$)
Contingéncia 20,00% - 144.034.000

Total Contingéncia (US$)  144.034.000

e Sistemas Submarinos — Injetores

Nesta seccdo serdo abordados os custos referentes ao sistema submarino de
injecdo onde considerou-se 0s equipamentos e materiais necessarios, a instalacdo do
sistema submarino, o design e gerenciamento do projeto, seguros necessarios e custos de
contingéncia para eventuais gastos nao previstos no inicio do projeto. O custo total
estimado pelo software Que$tor é de US$ 241,642 milhdes.

Os custos de equipamentos do sistema submarino de injecéo incluem os custos do
riser e umbilicais e das unidades de controlo principal e adicional na plataforma em cada

poco, como mostra a tabela 5.10.
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Tabela 5.10 - Custo dos equipamentos do sistema submarino de injecéo.

QUANTIDADE UNIDADE CUSTO

(US$) (US$)
Poco Injetor 3 9.434.000 28.302.000
Base do Riser - - 6.082.000
Controlo principal da plataforma 1 545.000 545.000
Controlo adicional da plataforma 3 76.000 228.000
Frete 4,00% - 1.406.000

Total Equipamento (US$)  36.563.000

Para se calcular os custos de materiais levou se em considera¢do o comprimento
das linhas de escoamento satélite associados aos custos dos flowlines de injecdo, de
servico de teste e umbilicais, além dos custos de todos as conexdes necessarias em cada
flowline, jumper ou umbilical ligados a ANM. Também foram considerados os custos por
tonelada do pipe line and termination (PLET) associados a cada flowline.

Os custos do sistema de risers contabilizam os risers de injecéo e servico de testes,
além de valvulas de fechamento do sistema presentes nos risers de producgdo e teste,
Tabela 5.11.

Tabela 5.11 - Custo dos materiais do sistema submarino de injecéo.

MATERIAIS QUANTIDADE UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
Flowlines 3 16.589.000 49.767.000
Riser - - 56.536.000
Sistema de riser (bdia) 1 485.000 485.000
Frete 3,00% - 3.204.000
Total Materiais (US$) 109.992.000

Baseado no valor diério da utilizacdo das embarcacfes especializadas que
fornecem o suporte na instalagcdo dos sistemas submarinos, como Dive Support Vessels
(DSV) para mergulho, Pipe Laying Support Vessel (PLSV) para instalacdo de linhas, 0s
custos de instalacdo, foram estimados diretamente da base de dados do Que$tor.

A tabela 5.12 mostra os custos referentes a instalacdo do sistema submarino de

injecao.
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Tabela 5.12 - Custo de instalacdo do sistema submarino de injecéo.

INSTALACAO QUANTIDADE UNIDADE
(dias) (US$)

Reel-lay 132 195.000

Embarcacdo apoio a construcdo 81 75.000

Embarcacéo de pesquisa 14 55.000

Supply vessel (PSV) 15 32.000

Teste e comissionamento 20 48.000

Total Instalacdo (US$)

Isep

CUSTO
(US$)
25.740.000

6.075.000
770.000
480.000
960.000

34.025.000

Referente ao design e gerenciamento de projeto, a base de calculo foi realizada

em homem-hora (mhr) e engloba o tempo necessario desde a realizacdo do projeto

detalhado até a instalacdo submarina (incluindo servicos de inspecdo e controlo de

projeto, gerenciamento e monitoramento todas as fases de desenvolvimento

contabilizando os salarios, instalacdes de escritérios, entre outros). O seguro e a

contingéncia possuem 4% e 20% do custo total dos componentes de perfuracéo,

respetivamente.

A tabela 5.13 mostra os custos referentes ao design e gerenciamento de projetos,

bem como o custo com seguro e contingéncia do sistema submarino de producéo.

Tabela 5.13 - Custos com design e gerenciamento de projetos, seguro e contingéncia do sistema

submarino de injecdo.

DESIGN E GERENCIAMENTO QUANTIDADE~ UNIDADE
DE PROJETO (mhr) (US$)
Design 72.300 118
Gerenciamento de projeto 28.200 160

SEGURO

Seguro

CONTINGENCIA

Contingéncia

Total Design & Gerenciamento de projeto (US$)

QUANTIDADE UNIDADE
(US$)
4,00% -
Total Seguro (US$)

QUANTIDADE UNIDADE
(US$)
20,00%
Total Continéncia (US$)

CUSTO
(US$)

8.531.000

4,512.000

13.043.000

CUSTO
(US$)
7.745.000

7.745.000

CUSTO
(US$)
40.274.000

40.274.000
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e Topside

O custo total do topside pode ser subdividido em custos de manifold,
equipamentos, materiais, fabricacdo, hook-up e comissionamento e 0s custos gerais de
design, gerenciamento de projetos, seguro e contingéncia. Assim, o custo total do topside
estimado pelo software Que$tor foi de US$ 1.302 milhdes.

O sistema considerado de topside envolve um sistema de processamento de 6leo,
que possui separador, desidratador, aquecedor e arrefecedor, um sistema de exportacédo
de 6leo que possui bombas de 6leo, um sistema de processamento e compressao de gas e
um sistema de injecdo de agua com filtros e bombas, aléem do sistema de geracéo e
distribuicéo de energia.

Assim o custo de equipamentos pode ser estimado com base no custo por tonelada
de equipamento e levando em consideracdo também, a sua distingdo além do tipo de

material utilizado, como o a¢o inoxidavel, como mostra a tabela 5.14.
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Tabela 5.14 - Custo de equipamentos do topside.

EQUIPAMENTO

Manifold

Manifolds e acessorios

Lancadores e recetores de pig subm.
Sistema de processamento de 6leo
Separador

Desidratador

Aquecedor

Arrefecedor

Sistema de exportacao de 6leo
Bomba de 6leo, drivers e medidores
Glicol

Sistema de compressao de gas
Compressor de gas flash
Purificador de gas flash
Arrefecedor de gas flash
Compressor de injecao de gas
Purificador de injecao de gas
Arrefecedor de injecdo de gas
Sistema de injecdo de agua
Sistema de controlo

Alojamento e heliporto

Parede de explosao (Blast Wall)
Utilitarios de processamento
Estrutura do flare

Energia

Gerador de energia

Distribuidor de energia

InstalacOes elétricas

Frete

QUANTIDADE UNIDADE

(te)

807
7

277
59
29

84
137

87

24

26
231
784
223

14
475
128

1.130
359

168
100

299
5,00%

(US$)

52.500
76.000

56.000
68.000
75.000
75.000

30.500
39.000

155.100
58.000
75.000

123.300
58.000
75.000

685.400
17.400
2.330

10.300

102.600
46.000
21.000

Total Equipamento (US$)

Isep

CUSTO
(US$)

42.368.000
532.000

15.512.000
4.012.000
2.175.000

675.000

2.562.000
5.343.000

13.494.000
1.392.000
1.950.000

28.482.000

45.472.000

16.725.000

9.596.000
8.265.000
298.000
55.468.000
3.698.000

17.237.000
4.600.000

6.279.000
14.307.000

300.442.000

Instituto Superior de
Engenharia do Porto

O custo de materiais é estimado pelo custo da tonelada de cada material utilizado

como agos primario e secundario, no peso volumétrico da tubulacdo e nos materiais

elétricos como cabos e baterias, tabela 5.15.
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Tabela 5.15 - Custo de materiais do topside.

MATERIAIS QUANTIDADE UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
(te)
Aco primario 5.636 2.110 11.892.000
Aco secundario 8.764 2.140 18.755.000
Tubagem 5.010 54.700 274.047.000
Elétricos 598 22.000 13.156.000
Instrumentos 369 53.000 19.557.000
Outros 1.203 8.400 10.105.000
Frete 5,00% - 17.376.000
Total Materiais (US$) 364.888.000

Os custos de fabricagédo sdo estimados incluindo todas as atividades de fabricacéo,
desde a rececdo e armazenamento de materiais, a fabricacdo, montagem, teste, pré-
comissionamento e pesagem. Estes custos sdo estimados a partir da tonelagem de
material, do nimero de homem-hora necessarios para fabricacdo de cada tonelada como
mostrada na tabela 5.16.

Foi considerada uma percentagem fixa de 5% sobre o total, denominada Loadout
and seafasten, que tem como propoésito de incluir todas as fixacOes, acessorios e
preparacdo necessaria para fabricar os equipamentos e mddulos seguros para transporte

maritimo do patio de construcdo para o local de instalacédo offshore.

Tabela 5.16 - Custo de fabricacdo do topside.

FABRICACAO QUANTIDADE UNIDADE (US$)  CUSTO (US$)
te

AcO0 primario 1o 5.636 6.320 35.620.000
Aco secundario 8.764 8.340 73.092.000
Equipamentos 4.196 1.720 7.217.000
Tubagem 5.010 14.400 72.144.000
Elétricos 598 29.300 17.521.000
Instrumentos 369 30.100 11.107.000
Outros 1.203 9.410 11.320.000
Loadout and seafasten 5,00% - 11.401.000

Total Fabricacdo (US$) 239.422.000

Os custos associados ao hook-up e comissionamento realizados no estaleiro, na
costa (atshore) e no local de operacdo, no mar (offshore) também foram considerados e
estes incluem as despesas com salarios, subcontratos de especialistas, consumiveis e

outros. Estes custos estdo na tabela 5.17.
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Tabela 5.17 - Custo de hook-up e comissionamento do topside.

HOOK-UP AND QUANTIDADE  UNIDADE CUSTO
COMMISSIONING (mhr) (US$) (US$)
Atshore 570.749 52 29.679.000
Offshore 233.056 149 34.725.000

Total Hook-up e comissionamento (US$)  64.404.000

Por fim, para os custos gerais referentes ao desgin, gerenciamento e execugéo do
projeto em homem-hora foi considerada a concegdo do topside em todas as fases de
projeto que inclui salarios, encargos de folha de pagamentos em todas as fases, despesas
de equipamentos e taxas de entregas, servicos de inspecédo e controlo de qualidade, seguro
e contingéncia como 4% e 10% do custo total do topside, respetivamente.

A tabela 5.18 mostra os custos referentes ao design e gerenciamento de projetos,

bem como o custo com seguro e contingéncia do topside.

Tabela 5.18 - Custos com design e gerenciamento de projetos, seguro e contingéncia do topside.

DESIGN & PROJECT QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
MANAGEMENT (mhr) (US$) (US$)
Design 1.271.520 118 150.039.000
Gerenciamento de projeto 118.480 160 18.957.000
Total Design & Gerenciamento de projeto (US$)  168.996.000
SEGURO QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
(US$) (US$)
Seguro 4,00% - 45.526.000
Total Seguro (US$) 45.526.000
CONTINGENCIA QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
(US$) (US$)
Contingéncia 10,00% - 118.368.000

Total Contingéncia (US$)  118.368.000

e FPSO

A compra do proprio navio, o sistema de amarragdo, o alojamento para a
tripulacdo maritima, a instalacdo de equipamentos, o desgin e o gerenciamento do projeto
fazem parte dos custos associados ao FPSO e foram estimados pelo software Que$tor em

US$ 339.856 milhdes.
E necessario incluir também o custo de modificacdo do FPSO, para incluir um

reforgo estrutural necessario na embarcacdo devido a carga exercida no convés para a
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instalacdo da planta de processo, a adi¢cdo de um sistema de amarragdo e um elevador de
CONves.
Para além do proprio navio, 0s custos de equipamento contabilizam o custo das

ancoras de arrasto que é estimado por tonelada de material, como mostra a tabela 5.19.

Tabela 5.19 - Custo dos equipamentos do FPSO.

EQUIPAMENTO QUANTIDADE (t¢) UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
Compra do navio - - 90.000.000
Ancora de arrasto 1.600 6.500 10.400.000

Total equipamento (US$) 100.400.000

Os custos de materiais envolvem todos os custos necessarios para modificacdo do
navio, no elevador de convés interno e no sistema de amarracdo, assim como as correntes
para as linhas de amarracéo e os materiais requeridos para reforco estrutural e do sistema

offloading. Os itens estdo discriminados na tabela 5.20.

Tabela 5.20 - Custo dos materiais do FPSO.

MATERIAIS QUANTIDADE UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
Reforgadores de casco 1.650 te 2.500 4.125.000
Offloading 200 te 33.700 6.740.000
Corrente 10.983 m 1.330 14.607.000
Linhas de amarracao 44309 m 380 16.837.000
Terminacdo de amarracéo 40 35.000 1.400.000
Riser porch 8 448.000 3.584.000
Elevador de convés 4.360 te 2.000 8.720.000
Sistema de Offloading 339 te 15.900 5.390.000
Frete 6,00% 3.684.000

Total Materiais (US$)  65.087.000

Os custos de fabricagéo incluem todas as atividades de fabricacéo, desde a rece¢éo
e armazenamento de materiais, fabricacdo, montagem, teste, pré-comissionamento e
pesagem. Estes custos sdo estimados a partir da tonelagem de material, do namero de

homem-hora necessarios para fabricacdo de cada tonelada, como mostra a tabela 5.21.
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Tabela 5.21 - Custo de fabricacdo do FPSO.

FABRICACAO QUANTIDADE UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
Reforgadores de casco 1.650 te 6.310 10.412.000
Offloading 200 te 7.950 1.590.000
Riser porch 8 58.100 465.000
Elevador de convés 4.360 te 8.450 36.842.000

Total Fabricacao (US$) 49.309.000

O transporte do navio petroleiro do estaleiro de fabricacdo ao local de instalacéo
do topside, bem como, os custos de sua instalacdo, 0s custos das embarcacOes para
instalacdo de ancoras e amarracdo fazem parte dos custos associados a instalagédo do
FPSO.

Na mobilizacdo e desmobilizacdo o custo unitario incorpora a contratacdo de
embarcacdes, mao-de-obra, combustivel, consumiveis, tempo de inatividade e suporte
onshore, como mostra a tabela 5.22 e a estimativa de dias para cada operagdo é
fundamentada na base de dados do Que$tor.

Tabela 5.22 - Custo de instalagdo do FPSO.

QUANTIDADE UNIDADE CUSTO

INSTALAGAO (dias) (USS$) (USS$)
Transporte do estaleiro de fabricagao 88 280.000 24.640.000
(mob/desmob)

Embarcacéo de suporte multiuso 45 70.000 3.150.000
Embarcacdo de apoio (mob/desmob) 8 70.000 560.000
Embarcagdo de Abastecimento de 55.000 7.755.000
Rebocadores de Manuseio de 141

Ancoras (AHTS)

Embarcacdo AHTS (mob /desmob) 24 55.000 1.320.000

Total Instalacdo (US$)  37.425.000

Os custos de testes de mar e comissionamento dos sistemas maritimos no navio
sdo baseados no custo unitario composto pela mao-de-obra, combustivel e demais
consumiveis e tem a quantidade de dias estimadas fundamentada na base de dados do
QueStor de 15 dias (Tabela 5.23).
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Tabela 5.23 - Custo de Hook-Up e comissionamento do FPSO.

HOOK-UP E QUANTIDADE = UNIDADE = CUSTO
COMISSIONAMENTO (dias) (US$) (US$)
Teste de Mar e Comissionamento 15 160.000 2.400.000
Marinho

Total Hook-up e comissionamento (US$) 2.400.000

Os custos referentes ao design, gerenciamento e execucdo do projeto séo
calculados em homem-hora. O seguro, é definido como a percentagem do custo total para
cobrir o projeto até o primeiro 6leo e a contingéncia é a percentagem dos custos totais do
petroleiro, que inclui a certificacdo para a avaliacdo do projeto, equipamento, materiais e
construcdo do petroleiro por uma autoridade certificadora e tem valores de 7 e 20% do
custo total, respetivamente.

A tabela 5.24mostra os custos referentes ao design e gerenciamento de projetos,

bem como o custo com seguro e contingéncia do FPSO.

Tabela 5.24 - Custos com design e gerenciamento de projetos, seguro e contingéncia do FPSO.

DESIGN E GERENCIAMENTO QUANTIDADE UNIDADE CUSTO

DE PROJETO (mhr) (US$) (US$)
Design 48.000 118 5.664.000
Gerenciamento de projeto 27.500 160  4.400.000

Total Design e Gerenciamento de projeto (US$)  10.064.000

SEGURO QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
(US$) (US$)
Seguro 7,00% 18.528.000
Total Seguro (US$) 18.528.000
CONTINGENCIA QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
(US$) (US$)
Contingéncia 20,00% 56.643.000

Total Contingéncia (US$) 56.643.000
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5.3.2. Custos Operacionais (OPEX)

Neste projeto, 0s custos operacionais sdo divididos em diretos e indiretos. Os
custos diretos contabilizam os gastos com pessoal, inspecdo e manutencdo dos sistemas,
intervencdes nos pogos, seguros, logistica e consumiveis. Ja 0s custos indiretos
consideram os custos relacionados ao campo e do projeto.

Foram extraidas diretamente da base de dados offshore da America do Sul do
software Que$tor todas as estimativas de custos diarios de utilizagdo de embarcagdes
tanto para manuten¢do quanto para reparo, também os valores do ordenado dos tripulantes
das embarcac6es de apoio e da plataforma e os dias necessarios para cada. Assim, 0 OPEX
total do sistema em estudo foi estimado em US$ 4.792.239.000 ao longo dos 27 anos de
producao.

Os custos do pessoal operacional foram tratados como custos de méo-de-obra e
foram estimados em US$ 8.880.000 por ano. Neles estdo incluidos os salarios e despesas
gerais com folha de pagamento e sendo o nimero de 60 tripulantes necessarios estimado
diretamente no Que$tor com base no nivel de controlo da planta de processamento do
topside. Os gastos com a tripulacdo de perfuracdo e embarcacGes de apoio foram
contabilizados na taxa diaria de utilizacdo das embarcac6es envolvidas nesta atividade.

Os custos de manutencdo e inspecdo cobrem as inspecdes em andamento,
manutencdo, reparo e substituicdo de equipamentos e componentes. Estes custos sao
subdivididos em trés areas, reparo, inspecao e sobressalentes.

No topside, os custos de méo-de-obra incluem manutencao e inspecéo realizadas
por especialistas estimados em US$ 167 por hora para 54.073 horas anuais desde o
primeiro ano de producdo. Ja os custos industriais envolvem todas as pecas de reposicao
de equipamento, instrumentacdo elétrica e revestimento de corrosdo, sendo estimados
como 1% custos totais de capital de equipamentos e materiais relevantes no que se refere
ao topside e 3,5% para o FPSO. Os custos offshore, incluem a utilizagdo de embarcacdes
de mergulho, chamadas de Dive Support Vessels (DSV), que gera um custo diario de US$
85.000 e com utilizagdo anual de 83 dias, estdo inclusos também os custos de combustivel,
arrendamento da embarcacdo, utilizacdo de ROVs e ferramentas de intervengdo. Os
custos de manutencéo e inspegao dos sistemas submarinos incluem a utilizacdo de DSVs
e MSVs (embarcacao de servico multiuso). A utilizacdo de DSVs é considerada por 10
dias anuais ao passo que a taxa de utilizacdo de MSVs é estimada em US$ 73.000 diarios

por 10 dias anuais.
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Os custos que envolvem logistica e consumiveis sdo subdivididos em custos de
utilizacdo de helicdpteros, embarcacfes de apoio para fornecimento de consumiveis a
plataforma e o custo dos proprios consumiveis. Os custos de helicopteros incluem o custo
de US$ 970 por hora de toda a tripulacdo do helicdptero em 156 viagens por ano a
plataforma, tratado como custo de mdo-de-obra, além do custo de afretamento
permanente de US$ 79.000 por semana durante 52 semanas por ano, este foi tratado como
custo offshore.

O custo da utilizacdo de embarcagdes de apoio é dado pelo custo de diesel e 0
proprio afretamento da embarcagdo. O custo de combustivel foi tratado como custo
industrial, e estimado em US$ 614 por tonelada consumida e taxa de consumo de 25
toneladas por dia e 5 viagens por semana. Ja a taxa de afretamento foi tratada como custo
offshore e estimada como US$ 25.000 por dia. A utilizacdo de embarcacédo de regate foi
tratada como custo offshore e inclui o custo de arrendamento de um barco
permanentemente localizado no campo e consumiveis, sob uma tarifa diaria de US$
11.500.

Os custos relacionados aos consumiveis envolvem o consumo do combustivel,
6leo diesel com valor estimado de US$ 438 por tonelada e tratado como custo offshore,
além do fornecimento de quimicos para processamento do 6leo, como antiespumante,
desemulsificante e inibidores corrosivos. Os precos estimados dos consumiveis quimicos
tém como base o pre¢o do barril e sdo tratados como custo industrial.

Ainda se referindo aos custos operacionais diretos, o custo referente a utilizacao
de materiais para intervencdo e reparos foi estimado em US$ 561.000 por operacao e
tratado como custo industrial. Os custos de seguro sdo tratados como custos industriais e
foram determinados como 0,8% do custo de capital em cada componente do sistema
convencional de producéo, garantindo a substituicdo completa de qualquer equipamento
de modelo idéntico mediante falha ou quebra do mesmao, durante o periodo de producgédo
do campo.

Em termos de custos indiretos, 0s custos proprios do campo e de projeto cobrem
0 suporte em terra (onshore) e os custos administrativos que incluem o custo de pessoal
administrativo estimado como 10% do custo de pessoal presente na plataforma, sendo
este estimado em US$ 888.000 por ano e o custo de operacdes de suporte estimado em

25% dos custos diretos e o custo da base de apoio para armazenamento de valvulas,
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tubulacBes e equipamentos estimados em US$ 580.000. O custo de pessoal foi tratado
como mao-de-obra enquanto os demais foram tratados como industriais.

Por fim, os custos relacionados a tarifas pagas sdo considerados custos variaveis,
pois dependem do perfil de producédo e da prépria tarifa. Estes sdo considerados custos
industriais e estimados em US$ 1,15 por barril de petréleo.

Na tabela 5.25 esta presente a descri¢do dos custos associados ao OPEX, custos

diretos e indiretos, do sistema em estudo.

Tabela 5.25 - Descri¢do do OPEX do sistema em estudo.

CUSTOS TOTAL (US$)
Diretos
Pessoal operacional 239.760.000

Inspecdo e manutengdo  1.370.241.000
Logistica e consumiveis 948.053.000

Pocos 232.518.000
Seguro 696.870.000
Indiretos

Campo e projeto 911.498.000
Tarifas 393.299.000

TOTAL OPEX (US$) 4.792.239.000
5.3.3. Abandono

A desmobilizagdo, que também pode ser chamada de descomissionamento, € 0
processo que acontece no final da vida util das instalacdes de exploracdo e producédo de
o0leo e gas, refere-se ao desmantelamento e escolha do destino final para os equipamentos
do leito marinho. Existem trés alternativas para a desmobilizacdo de plataformas:
remocao completa, remocao parcial e a permanéncia definitiva da estrutura no lugar. Ao
optar-se pela remocdo (total ou parcial) da estrutura, deve ser decidido o que sera feito
com o que foi removido e entre as alternativas estdo o seu transporte a terra para
reciclagem ou sucateamento, descarte em aguas profundas préximo a origem ou a criagdo
de recifes artificiais em outras localidades [89].

E um processo que se inicia apos a interrupgao das operagdes, passa pela limpeza
e remog&o de acordo com 0s niveis requeridos e garantia da seguranca das instalagoes. O
processo € finalizado quando se concretiza a alternativa selecionada, destinacdo dos

materiais e a corre¢do do local, quando necessario [90].
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No sistema de producéo em estudo, a desmobilizacdo sera realizada apos 12 meses
da interrupcédo da producdo e os custos estdo associados ao desmantelamento, a remogéo
e o0 descarte dos componentes e equipamentos. O custo completo de desmobilizacdo dos
componentes no sistema convencional foi estimado pelo Que$tor em US$ 450,64
milhdes. E foi considerado nesta fase do projeto que ndo haverd valor residual dos
equipamentos apds o tempo de producéo (27 anos).

O custo total de desmobilizacdo para o topside da plataforma estimado pelo
QueStor foi de US$ 140.906 milhdes e sendo estes o mais complexo para a
desmobilizacéo por envolver além dos custos de desmobilizacdo e remogdo, mas também
estes custos associados aos materiais, a fabricacédo, ao design, o seguro, ao gerenciamento
de projeto e contingéncia, estes serdo descritos detalhadamente a seguir.

Os custos associados com 0s materiais contabilizam os custos dos materiais em
toneladas utilizados para toda a operacdo de desmobilizagdo, como a elevacdo dos
modulos. Os custos de fabricacdo sdo referentes a tonelada de material utilizado para a

operacdo, como pode ser visto na Tabela 5.26.

Tabela 5.26 - Descrigdo dos custos de desmobilizagdo de materiais e fabricacéo do topside.

MATERIAIS QUANTIDADE UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
te
Padeyes (10) 1.340 13.000
Tubagem temporéaria 501 6.110 3.061.000
Bracing / lifting frames 510 1.540 785.000
Seafastenings 1.352 1.560 2.109.000
Frete 5,00% - 298.000
Total Materiais (US$) 6.266.000
FABRICACAO QUANTIDADE UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
(te)
Padeyes 10 14.910 149.000
Tubagem temporaria 501 7.770 3.893.000
Bracing / lifting frames 510 9.975 5.087.000
Seafastenings 1.352 9.240 12.492.000
Frete 5,00% - 1.081.000
Total Fabricacao (US$) 22.702.000

Os custos de desmobilizagdo e remocdo de pequenos itens de estrutura secundéria
e equipamentos incluem a utilizacdo de embarcacdes do tipo DSV que possuem taxas
diarias de utilizacdo que contabilizam a mao-de-obra para operacdes de descarga e

elevacdo de componentes, combustiveis e aluguel das embarcacgdes, como pode ser visto
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na tabela 5.27. O custo em homem-hora de trabalho envolve a soldagem, montagem e
desmantelamento de componentes e o custo de todas as embarcacfes necessarias para o

transporte de modulos e grandes itens para o local de descarte em terra.

Tabela 5.27 — Descricdo dos custos de remocéo para desmobilizacdo do topside.

DESI\/IO~BI LIZAQAO / QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
REMOCAO (US$) (US$)

Trabalho 23.400 mhr 81 1.895.000
Bombeamento / lavagem 225 dias 33.000 7.425.000
Inerte 89 dias 52.000 4.628.000
Dive Support Vessels (DSV) 338 dias 85.000 28.730.000
Tanker 225 dias 12.800 2.880.000
Crane spread 19 dias 590.000 11.210.000
Transport spread 23 dias 165.000 3.795.000
Desembarque / Despejo 3 dias 109.500 329.000

Total Desmobilizacao/remocdo (US$)  60.892.000

Por fim, existem os custos estimados como uma percentagem fixa do custo total
de desmobilizacao sendo estes 2,5% em seguros e 20% em contingéncia, como mostra a
tabela 5.28.

Tabela 5.28 — Descricéo dos custos para design e gerenciamento de projetos, seguro e contingéncia para
desmobilizagdo do topside.

DESIGN E GERENCIAMENTO QUANTIDADE UNIDADE CUSTO

DE PROJETO (mhr) (US$) (US$)
Design 108.200 118 12.768.000
Gerenciamento de projeto 108.200 158 17.096.000
Total design e gerenciamento de projeto (US$)  29.864.000
SEGURO QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
(US$) (US$)
Seguro 2,50% - 2.993.000
Total Seguro (US$) 2.993.000
CONTIGENCIA QUANTIDADE UNIDADE CUSTO
(US$) (US$)
Contingéncia 20,00% - 24.543.000

Total Contingéncia (US$)  24.543.000

Os valores de recuperagdo sdo de US$ 235 por tonelada sucateada para o topside,

que totalizam 27.037 toneladas e o custo total esta descrito na tabela 5.29.
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Tabela 5.29 — Descricdo dos custos de sucateamento do topside.

SUCATEAMENTO QUANTIDADE UNIDADE (US$) CUSTO (US$)
(te)
Sucateamento 27.037 -235 -6.354.000
Total Sucateamento (US$) -6.354.000

Para os demais componentes do sistema submarino de producédo, perfuracao e
armazenamento como o FPSO, os custos de desmobilizacdo foram estimados com a
necessidade de cada sistema. A Tabela 5.30 mostra os custos de desmobilizacdo no

sistema de producdo em milhGes de ddlares.

Tabela 5.30 - Descricdo dos custos de desmobilizagéo por setores.

CUSTOS (MM US$)

SETORES Poco de Sistema
Topside FPSO TOTAL
perfuracdo submarino

Materiais 6.266 6.266
Fabricagéo 22.702 22.702
Desmobilizacéo 60.892 41.168 1042.507 174.542 381.109
Design 12.768 12.768
Geréncia de projetos ~ 17.096 17.096
Seguro 2.993 2.993
Contingéncia 24.543 24.543
Sucateamento -6.354 -9.646 -835 -16.835

TOTAL (MM US$) 140.906  31.522 104.507 173.707 450.642
5.4.  Analise Fluxo de caixa (Cash-flows)

Para realizacdo da analise de viabilidade é imprescindivel calcular os fluxos de
caixa associados ao projeto. Assim, tendo como férmula de célculo dos fluxos de caixa
do projeto a diferenga entre as receitas totais do projeto e 0 CAPEX e OPEX em termos
reais, na Tabela 5.31 é apresentado os fluxos de caixa calculados, dado em milhdes de

ddlares, relacionado a producéo de 0leo e gas.
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Tabela 5.31 - Fluxo de caixa calculado para o sistema em estudo.

ANO  Producdo de 6leo e Receita CAPEX OPEX Fluxo de

gas (MMbbl/ano) = Total (M$) (M$3) (M$) caixa (M$)

2024 0,00 0,00 3,85 0,00 -3,85
2025 0,00 0,00 576,03 0,00 -576,03
2026 0,00 0,00 1544.,64 0,00 -1544,64
2027 4,18 221,46 1070,95 100,34 -949,83
2028 14,32 759,18 0,00 100,34 658,84
2029 20,33 1077,35 0,00 100,34 977,01
2030 20,33 1077,35 0,00 100,34 977,01
2031 20,16 1068,36 0,00 100,34 968,02
2032 19,62 1039,62 0,00 100,34 939,28
2033 18,86 999,61 0,00 100,34 899,27
2034 18,14 961,28 0,00 100,34 860,95
2035 17,44 924,24 0,00 100,34 823,90
2036 16,77 888,97 0,00 100,34 788,63
2037 16,12 854,30 0,00 100,34 753,96
2038 15,50 821,49 0,00 100,34 721,16
2039 14,90 789,79 0,00 100,34 689,45
2040 14,33 759,27 0,00 100,34 658,93
2041 13,77 729,93 0,00 100,34 629,59
2042 13,24 701,87 0,00 100,34 601,53
2043 12,73 674,91 0,00 100,34 574,57
2044 12,24 648,63 0,00 100,34 548,29
2045 11,76 623,54 0,00 100,34 523,20
2046 11,31 599,54 0,00 100,34 499,20
2047 10,87 576,23 0,00 100,34 475,89
2048 10,45 554,10 0,00 100,34 453,76
2049 10,05 532,57 0,00 100,34 432,23
2050 9,66 511,72 0,00 100,34 411,38
2051 9,28 491,96 0,00 100,34 391,63
2052 8,92 472,80 0,00 100,34 372,46
2053 8,57 454,23 0,00 100,34 353,90
2054 4,88 258,64 0,00 100,34 158,30
2055 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
2056 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
2057 0,00 0,00 0,00 0,00 0,00
Total 398,67 20072,94 3195,47 2809,46 14068,01

Pela andlise dos valores apresentados, pode-se constatar que, com excec¢do dos
quatro primeiros anos iniciais do projeto, os fluxos de caixa gerados com a execugéo do
projeto sdo sempre positivos. Tal excecdo deve-se, sobretudo, a realizacdo dos
investimentos de perfuracdo, instalacdo do sistema submarino, topside e FPSO que
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consomem o valor criado nesse periodo. Deste modo, verifica-se que o projeto contribui

para a criacao de valor e para a consolidagédo financeira da empresa.

5.5. Indicadores

Para realizar a tomada de decisdo acerca do investimento, foi realizada uma
avaliacdo quantitativa dos indicadores de viabilidade técnico econdmica. Os indicadores
estimam os resultados possiveis e riscos inerentes ao processo.

Na tabela 5.32 estdo expostos o resumo dos indicadores financeiros analisados
neste estudo de viabilidade econdmica, o Break even point, o valor atual liquido (NPV),
a taxa interna de rendibilidade (IRR) e o periodo de recuperacdo dos investimentos
(Payback).

Tabela 5.32 — Indicadores financeiros de viabilidade econémica.

Break Even Point 2028
NPV 2542,20 US$

IRR 22,4%

Payback 5 anos

5.5.1. Break even point

O primeiro indicador avaliado foi o break even point, utilizado de modo a verificar
a relacdo entre o volume de negdcios e os custos de producdo. Este seria o ponto de
equilibrio, onde o ponto em que 0s custos e as receitas sdo iguais, sem ocorrer perdas ou
ganhos. Em outras palavras, € o facturamento minimo necessario para que todos 0s custos
e as despesas (fixos e varidveis) sejam cobertos, de modo a atingir o equilibrio financeiro
da atividade.

Na figura 5.7, esta em evidéncia o break even point do projeto em avaliacdo, onde
pela andlise da equacdo das retas do gréfico é possivel verificar que o ponto de equilibrio

serd no ano de 2028.

108



.
I ‘ Instituto Superior de
‘ Engenharia do Porto

1800,00
1600,00

1400,00 Break Even Point
1200,00
o 1000,00
= 800,00 R ereita Total
500,00 m— Cysto T otal
400,00
200,00
0,00
2020 2030 2040 2050 2060

Ano

Figura 5.7 - Gréafico do break even point do projeto.

Este indicador ¢ um indicador estatico, ou seja, representa uma reproducdo da
estrutura de custos em relacdo aos precos de mercado num determinado tempo. Dessa
forma, precisa ser constantemente atualizado, quando por exemplo ocorrem alteracdes
dos precos do barril de petroleo, nos fatores de producdo e até quando ha ocorrem de
variacdes de preco no préprio mercado.

5.5.2. Valor Atual Liquido (NPV)

O indicador NPV tem como finalidade medir o valor presente dos fluxos de caixa
futuros gerados pelo tempo de explora¢do do campo em sua totalidade.

A taxa de desconto adotada para este trabalho serd a WACC - Weighted Average
Capital Cost (custo médio ponderado do capital). Que € a média ponderada do custo de

capital proprio e custo de capital de terceiros, como mostra a equacéo 3 [91].

WACC = (Rf +risco pais + [Egpm— Rf] - B) - (%€) + K¢er - (%d) - (1-TC)  (3)

Onde, a taxa livre de risco (R) € a taxa representada por mercados considerados
maduros. E préatica do mercado adotar taxas de titulos do governo americano por ser
considerado o investimento com menor risco no mundo. Sendo assim, foi adotado a taxa
de 5151%, que corresponde ao retorno dos “Treasury bonds” que sdo obrigagdes de
divida de longo prazo do governo norte-americano calculada com base nos dados dos
retornos anuais desde 1987 até 2021 [92] [93].

O custo capital de terceiros (K;.,) € 0 retorno que os credores exigem em novos

empréstimos e isto corresponde exatamente a taxa de juros que a empresa precisa pagar
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para obter o novo empréstimo. A partir desta premissa, o custo de capital de terceiros
deste trabalho foi definido pelo valor médio de empréstimos do Banco Nacional de
Desenvolvimento Econdmico e Social (BNDES) a projetos de desenvolvimento,
producdo ou refino de petroleo. Portanto, a taxa considerada foi de 10,5% a.a [94].

A percentagem de capital proprio investido no projeto (%e) é de 80%. E a
percentagem de capital de terceiros investidos no projeto (%d) é 20%.

J& para a média de retorno na carteira teérica das acdes no mercado (Eg,,), foi
considerada a média geométrica dos retornos anuais de 1928 a 2021, que corresponde a
8,13% [93].

O beta (B), que é uma medida estatistica de risco de mercado da empresa que
compara a volatilidade do preco de uma a¢do com a volatilidade do mercado corresponde
a 1,13 [95].

O risco do pais Risco pais € uma medida criada pelo banco norte-americano JP
Morgan, com o intuito de medir a perce¢éo de risco dos investidores em relacéo a diversos
paises, tomando como base a cotacdo dos ativos da divida externa destes paises
negociados no mercado internacional. Foi adotado o indicador Embi+ Brasil, que
corresponde a média ponderada dos prémios pagos por esses titulos em relacdo a papéis
de prazo equivalente do Tesouro dos Estados Unidos, tido como o pais mais solvente do
mundo, de risco praticamente nulo. Foi considerado cotagéo de 261 pontos para 0 Embi+
Brasil em 15/09/2022, o que nos gera uma taxa de risco pais de 2,61% [96].

E por fim, a taxa de imposto corporativo (Tc) que é o imposto que incide sobre o
rendimento das empresas que tenham uma atividade de natureza comercial, industrial ou
agricola em determinado pais. No Brasil a aliquota cobrada é de 34%.

Substituindo os componentes na Equacédo 4 obtemos o WACC, conforme abaixo:

WACC = (1,51% + 2,61% + (8,13% - 1,51%) - 1,13) - 80% + 10,5% - 20% - (L - 34%) (4)
WACC = 10,67%

O valor encontrado para a taxa de desconto, é semelhante ao usado na Galp para
realizacéo dos projetos. Uma vez obtido, foi utilizada a fungdo “VPL” do Microsoft Excel
sobre o fluxo de caixa gerado anteriormente para calcular o seu valor presente liquido.

Verificou-se que o projeto apresentado gera um valor atual de 2542,20 USS$.
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Em concluséo, mostra que o investimento é economicamente viavel, uma vez que
os fluxos gerados pelo projeto (NPV>0) sdo suficientes para recuperar o investimentos
realizado, remunerar os capitais investidos a taxa do WACC e ainda gerar lucro no valor

de 2542.20 US$, aumentando assim, o valor de mercado da empresa.

5.5.3. Taxa interna de retorno (IRR)

Por sua vez, a taxa interna de retorno é o indicador relacionado ao rendimento da
atividade por um periodo. Quanto maior a IRR, maior a viabilidade de realizagcdo do
projeto em analise, pois representa que o projeto tem rentabilidade suficiente para
recuperar o investimento despendido.

Ao realizar a andlise, verifica-se que a taxa interna de retorno do projeto é de
22,4%, tornando-o assim, um projeto vidvel porque a TIR/IRR é superior ao custo de
capital (WACC). Este projeto apenas deixaria de ser vidvel, caso a taxa de retorno exigida

pelos acionistas fosse superior a obtida.
5.5.4. Payback

Esse € um dos principais indicadores utilizados pelos investidores para a tomada
de decisdo em relacdo a estratégia financeira, pois quanto menor o tempo de retorno do
investimento, menores serdo os riscos e melhor seré a liquidez do investimento.

Para as condicdes adotadas e ja explicitadas no presente trabalho, segundo o fluxo
de caixa que pode ser verificado na Tabela 5.32, o payback do campo seré alcancado em

2028, 5 anos apobs o inicio de sua exploracao.

5.6. Incertezas do Projeto de Desenvolvimento e Producéo

A percecao de cenarios possiveis sobre investimentos € um componente importante
no estudo das operacOes e tomada de decisao de projetos de uma empresa. Quando uma
situacdo de incerteza possa ser quantificada por meio de uma distribuicdo de
probabilidades dos resultados previstos, diz que a decisdo esta sendo tomada sob uma
situacgdo de risco [97].

Ao se considerar os aspetos de incerteza desse projeto, um investidor deve levar em
consideracao primeiramente que a incerteza tecnolégica pode ter um grande peso no risco

do projeto, uma vez que se trata do risco do desconhecido, como por exemplo, o risco
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associado a implantagdo de equipamentos inovadores recentemente desenvolvidos e,
portanto, ndo apresentam um historico de utilizacdo e ainda ndo foram plenamente
integrados, como € o caso da implementacdo do HISEP®. Logo, as incertezas
tecnoldgicas sobre este equipamento quando posto em operacdo geram riscos
desconhecidos e de dificil tratamento.

O risco da producao representa um relevante componente de incerteza do projeto,
uma vez que sd@o muitas as varidveis que podem levar a reducdo brusca das taxas de
producdo de um ano para o outro, como a quebra de um equipamento de um determinado
poco, a deplecdo do reservatorio, obstrucdo de dutos por formacdo de hidratos,
instabilidade legislativa de determinada regido ou a manutencédo do preco do petréleo em
niveis muito baixos por muitos anos. E importante dizer que o risco da producéo, assim
como o risco do pre¢o do petréleo sdo componentes criticos na incerteza de projetos por
influenciarem diretamente nas receitas aumentando o risco associado a variavel de
interesse, 0 NPV.

A incerteza quanto ao método de obtencdo dos custos também deve ser levada em
consideracdo, uma vez que o investidor hoje tenha pleno conhecimento do custo do
equipamento a ser instalado daqui a um ano, certamente ndo podera afirmar com preciséo
quanto o fabricante cobrara daqui a 10 anos, por exemplo.

Outro ponto relevante que deve ser tratado envolvem as incertezas nos custos de
abandono, pois sdo operacfes recentes, principalmente nos campos brasileiros, onde
somente agora a industria nacional comecou a lidar com o fim da vida produtiva de seus
campos. Os riscos associados a esta atividade sdo variados, pois exige distintas estratégias
para consideracdo de permissdes de autoridades (avaliacdo da remocdo completa de
equipamentos ou ndo), preparacao de plataforma para desativacdo, fechamento de pogos,
limpeza e remocdo de risers, abandono de dutos e umbilicais, mobilizacdo de
desmobilizacdo de guindastes, remocao ou ndo da plataforma e disposi¢do dos materiais
removidos, além da necessidade de se considerar fatores ambientais e politicos de cada
legislacdo neste processo. Estas variaveis podem ser bastante restritivas na escolha da
estratégia de remocdo, influenciando nos custos e consequentemente na incerteza

associada.
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6. Conclusoes

O presente estudo possibilitou avaliar a influéncia do contaminante CO. na
caracterizacdo do petrdleo.

Os dados obtidos a partir dos experimentos foram °API 35,53, sendo considerado
como um oOleo leve, densidade 0,846 g/cm?3 e 0.006% teor de agua em volume. O dado
obtido para a massa molar da mistura gasosa foi de 44,88 g/mol sendo 82% molar de CO>
e 18% molar de CHa.

O procedimento de recombinacdo para obter RGO, definido atraves do ensaio de
liberacéo flash, mostrou uma diferenga de 9,12% (entre a amostra bottom-hole e amostra
de fluido sintético), sendo o valor esperado do RGO, para o 6leo do reservatorio, de
3116.14 Sm*/Sm3e o valor atingido de 2831.81 Sm3/Sm?.

O comportamento do volume de gés a partir da expansdo a composi¢do constante
se justifica pela mudanca na composicéo, que faz com que ocorra um abrupto aumento
do volume no intervalo de pressdo entre 9000 e 1700 psig, pressao onde ha um aumento
da concentracdo molar de propano, pentano e butano, seguido pela queda elevada do
contetido de metano.

Em relacdo aos volumes de liquido, para a mesma presséo, nos testes de deplecédo
a volume constante, a quantidade de liquido derramado € menor que na expansao a
composicao constante, e isso se deve a alguns compostos mais pesados serem liberados
junto com o gas removido, 0 que era 0 esperado.

Os dados da viscosidade de alta pressdéo mostraram uma diminui¢do constante e
suave, com a reducdo da pressdo que se encontra acima do ponto de orvalho, o que é
consistente com a progressiva solubiliza¢do do gas CO2 no liquido.

A partir dos dados experimentais obtidos foi possivel realizar a selecdo de material
ideal para a tubagem do escopo submarino. E importante a correta selecéo, pois esta afeta
a espessura da parede das tubagens e, portanto, o custo do material e a velocidade de
instalacdo pela embarcacdo de suporte DSV. O alto teor de CO2 presente no petréleo
contido neste campo faz-se necesséria a utilizacdo de linhas rigidas com o material CRA
e para o revestimento a escolha do material Inconel 625.

A modelagem dos sistemas de producdo permitiu reconhecer o Que$tor como uma
poderosa ferramenta de suporte em andlises de investimentos em projetos de

desenvolvimento e producdo em campos petroliferos, e a utilizacdo dos indicadores sobre
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as estimativas do QueS$tor se mostrou uma abordagem adequada no sentido da realizagéo
de analises econdmicas.

A partir dos estudos dos indicadores para verificacdo da viabilidade economica,
conclui-se que o investimento na exploragédo e producdo deste campo com alto teor de
CO: e utilizacdo da tecnologia HISEP tera um payback de apenas 5 anos que é também
seu ponto de equilibrio, 2028. Possui um valor atual liquido de 2542,20 US$ a partir de
uma taxa de desconto de 10,67% e IRR relevante (22,4% ao ano). Assim, pode ser
considerado um excelente investimento. Essa analise foi feita considerando a projecéo do
preco do barril de petréleo em termos reais, para 2024,

No entanto, o preco do petréleo envolve cenarios geopoliticos complexos e é
extremamente volatil, o que faz com que seja um risco muito elevados, principalmente
para projetos de altos investimentos. Assim, da mesma maneira que um aumento do valor
do barril pode gerar ganhos assustadores, a queda brusca desses valores pode causar
prejuizos sem precedentes.

Os riscos associados ao desenvolvimento e exploracdo de petréleo hum campo do
pré-sal brasileiro sdo complexos, primeiramente por haver o risco desconhecido da
incerteza tecnoldgica do uso do HISEP®, o risco da producdo e dos custos que
representam um relevante componente de incerteza do projeto, uma vez que sdo muitas
as variaveis que podem levar a reducdo brusca das taxas de producdo de um ano para 0
outro, como a gquebra de um equipamento, a deplecdo do reservatorio, obstrucédo de dutos
ou a manutencdo do preco do petréleo e por fim as incertezas relacionadas aos custos de
abandono que é um processo que envolve tantas variaveis que deve ser tratado como um
processo de natureza propria merecendo assim, uma abordagem mais detalhada que néo
foi o escopo deste trabalho.

Assim, a consideracdo de todos estes riscos, certamente resultariam numa
distribuicdo de probabilidade do NPV de variancia muito mais expressiva, retratando a
combinacdo acumulada de riscos devido aos componentes de incerteza agora tratados.

Logo, com este trabalho foi possivel reconhecer os multiplos componentes
compdem um projeto de producdo de petroleo, a relevancia do CAPEX e OPEX na
avaliacdo do investidor quanto a opc¢ao do abandono ou do investimento neste processo
decisorio e por outro lado a elaboragdo deste estudo com diferentes configuraces no
sistema de producéo e com adi¢do de mais unidades HISEP® poderia trazer resultados

diferentes em favor ao sistema e complementaria as analises realizadas neste trabalho.
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Anexo A — Dados iniciais inseridos no software Que$tor

Field level data (offzhore)

Field characteristics

Field data
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Gas ol ratio
Reservoir depth from LAT
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Reseryvoir temperature
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Figura A. 1 - Dados inseridos da caracteristica do campo e do fluido.

Production profile edit
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Figura A. 2 - Dados inseridos do perfil da producdo do campo.
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Anexo B — Tabela detalhada fluxo de custos
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Instituto Superior de
Engenharia do Porto

Tabela B. 1 - Fluxo de custos completo (CAPEX, OPEX, Abandono) extraidos do QUESTOR no sistema
em estudo em MM US$ e produgdo em MMbbl/ano.

Perfu-
racéo

3,85
3,21
128,49
312,16
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

447,71

CAPEX (MM USS$)

Sistema

Submarino

0,00
254,74
777,11

74,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

1.105,85

Topside

0,00
283,08
417,37
601,60

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

0,00

1.302,05 339,86 3.900,30

FPSO

0,00
35,00
221,67
83,19
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00

OPEX (MM US$)

OPEX
fixo

0,00
0,00
0,00
53,87
130,01
131,03
134,26
135,53
158,63
169,60
135,50
137,32
130,44
158,05
172,27
134,66
130,03
129,94
162,41
175,35
129,69
129,61
132,77
161,71
168,20
129,32
134,10
135,97
156,86
167,89
75,28
0,00
0,00
0,00

OPEX

variavel

0,00
0,00
0,00
2,94
9,97
14,04
26,99
32,06
13,57
13,07
31,94
39,21
11,68
11,25
23,78
28,57
10,06
9,70
28,69
36,09
8,68
8,36
21,00
25,89
7,49
7,22
26,31
33,80
6,47
6,24
3,56
0,00
0,00
0,00

498,63

Impos-
tos

0,00
0,00
0,00
4,37
14,87
20,99
20,99
20,82
20,26
19,49
18,76
18,04
17,36
16,70
16,07
15,46
14,88
14,31
13,77
13,25
12,75
12,26
11,80
11,35
10,92
10,51
10,11
9,73
9,36
9,00
5,13
0,00
0,00
0,00

393,31

Abando-
no (MM
uUss)

0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
0,00
125,18
300,43
25,04

450,65

PRODUCAO
Oleo Gas
(MMbbl  (MMbbl
/ano) /ano)

0,00 0,00
0,00 0,00
0,00 0,00
3,80 0,00
12,93 0,00
18,25 0,60
18,25 2,15
18,10 3,15
17,62 3,15
16,95 3,12
16,31 3,03
15,69 2,90
15,10 2,78
14,52 2,67
13,97 2,56
13,44 2,45
12,93 2,35
12,44 2,25
11,97 2,15
11,52 2,06
11,08 1,97
10,66 1,88
10,26 1,80
9,87 1,72
9,50 1,65
9,14 1,57
8,79 1,51
8,46 1,44
8,14 1,37
7,83 1,31
4,46 1,25
0,00 1,19
0,00 0,00
0,00 0,00
341,98 56,69
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