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A necessidade de reduzir as emissões de gases de efeito estufa (GEE) engendra 

pressões em todos os setores da economia. Muitas iniciativas estão surgindo para que 

um caminho ambientalmente sustentável seja realmente possível. Além das fontes 

alternativas, que vêm crescendo sua participação na matriz energética global, as 

empresas de óleo e gás também têm se empenhado na busca pela redução de GEE. 

Nesse sentido, essa dissertação tem como objetivo analisar medidas de mitigação 

existentes para a produção de óleo e gás, com o foco na produção offshore brasileira. 

Como estudo de caso, foi projetado um cenário de linha de base para as emissões da 

produção brasileira de óleo e gás, onde não há a aplicação de medidas de mitigação. Em 

seguida, um cenário de mitigação foi elaborado com a aplicação das medidas propostas. 

Mostrou-se que as opções estudadas para a redução dos GEE para o caso brasileiro, 

tanto no pós-sal quanto no pré-sal, podem reduzir 368 MtCO2e até 2050, 15,7% do total 

de emissões. A alternativa de captura de carbono em plataformas offshore do pré-sal, 

por sua vez, é avaliada e identificada como medida a ser aplicada dentro do cenário de 

linha de base.  
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The goal of mitigating greenhouse gases (GHG) emissions engenders pressures 

in all economic sectors. Many initiatives are emerging so that a environmentally 

friendly development can be really possible. In addition to alternative energy sources, 

which have been growing its share in global energy mix, oil companies have also 

engaged in efforts to reduce GHG. In this sense, this dissertation presents existing 

mitigation measures for oil and natural gas production, with focus on the Brazilian 

offshore production. As a case study, a baseline scenario for Brazilian oil and gas 

emissions was designed, where no mitigation measures have been applied. Then, a 

mitigation scenario was developed with the application of proposed measures. This 

study has shown that options for GHGôs reduction in the Brazilian case, both in post-

salt and in pre-salt, can reduce 368 MtCO2e by 2050, 15,7% of total emissions. The 

carbon capture in offshore platforms in pre-salt reservoirs is simulated. Findings show 
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1 INTRODUÇÃO  

As mudanças climáticas que vêm ocorrendo no mundo e as perspectivas de 

alteração no clima em um futuro próximo chamam cada vez mais a atenção de 

estudiosos e de governantes, bem como de órgãos e instituições internacionais, que em 

conjunto, tentam propor medidas para amenizar e diminuir os impactos presentes e 

futuros. As negociações internacionais sobre as mudanças do clima começaram na 

Conferência das Nações Unidas sobre o Meio Ambiente e o Desenvolvimento, que 

ocorreu no Rio de Janeiro, em 1992 (RIBAS, 2013, LUCENA e SCHAEFFER, 2012), 

onde teve início a discussão da formulação da Convenção Quadro das Nações Unidas 

para Mudanças Climáticas (em inglês, United Nations Framework Convention on 

Climate Change / UNFCCC) (LUCENA e SCHAEFFER, 2012). O objetivo da 

Convenção é estabilizar a concentração de gases de efeito estufa (GEE) em um patamar 

onde não ocorram interferências climáticas perigosas sobre o sistema climático, e ela 

atua compilando e divulgando informações sobre as emissões de GEE e políticas 

nacionais, lançando estratégias nacionais para a mitigação e cooperando na adaptação 

aos impactos das mudanças climáticas (LUCENA e SCHAEFFER, 2012). A partir de 

1995, dentro do âmbito da UNFCCC, começou a ser realizada a Conferência das Partes 

(COP) para a discussão dos avanços relacionados às questões climáticas globais 

(LUCENA e SCHAEFFER, 2012). Em 1997, foi lançado o Protocolo de Quioto, um 

tratado complementar à UNFCCC, que definiu metas de redução de emissões para os 

países do Anexo I. Esses são os países desenvolvidos, considerados os maiores 

responsáveis historicamente por grande parte das emissões. A meta estabelecida foi a 

redução de 5% das emissões totais dos GEE, referentes ao ano base de 1990, e deveriam 

ser cumpridas entre 2008 e 2012 (MMA, 2014).  

Em 2009, na 15ª Conferência das Partes da UNFCCC (COP-15), foi reconhecida 

e adotada a recomendação científica de que o aumento da temperatura global não deve 

ultrapassar dois graus Celsius, a contar da fase anterior à revolução industrial até o final 

do século XXI (UNFCCC, 2010). Esse limite tem como objetivo prevenir uma 

intervenção antropogênica ainda mais intensiva do que a que ocorre atualmente, quando 

já houve o aumento de 0,8 graus Celsius (CERVIGNI et al., 2013). Foi discutida a 

importância de se adequar à meta de emissões mundial e nacional o mais rápido 

possível, tendo em mente que o tempo de adequação dos países em desenvolvimento é 
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maior, devido a outras prioridades existentes nesses países, como a erradicação da 

pobreza e o desenvolvimento social e econômico. Os países do Anexo I que haviam se 

comprometido com o Protocolo de Quioto reiteraram sua posição e se comprometeram a 

aumentar os esforços na redução das emissões (UNFCCC, 2010). No entanto, não 

houve compromissos formais de metas de redução de países do Anexo I nem planos 

nacionais de mitigação por parte dos países em desenvolvimento.  

O documento Energy Technology Perspectives (IEA, 2014a) discute as ações 

necessárias para suportar o desenvolvimento sustentável para a geração, distribuição e 

consumo final de energia, considerando três cenários possíveis até 2050: 

¶ Cenário 6ºC (6DS): cenário no qual o mundo se direciona hoje em dia, com 

resultados potencialmente desastrosos e um aumento de 6ºC em média até o 

final do século; 

¶ Cenário 4ºC (4DS): cenário onde começa a ser refletido o compromisso dos 

países em redução de emissões e aumento da eficiência energética, com 

aumento de 4ºC até o final do século; 

¶ Cenário 2ºC (2DS): cenário que apresenta uma visão de um sistema 

energético sustentável de redução de emissão de GEE, com aumento de 2ºC 

até o final da década, conforme acordado na COP-15. 

IEA (2014a) destaca que as políticas e as tecnologias são os motores na 

transformação do setor energético nos próximos 40 anos. Além disso, a eficiência 

energética é a responsável pelas maiores possibilidades de redução de emissões no 

cenário 2DS, sendo indispensável a combinação dessas medidas com outras tecnologias 

para que se consiga alcançar os limites estabelecidos para o longo prazo (IEA, 2014a). 

As emissões de CO2 por unidade de eletricidade devem, por exemplo, ser reduzidas em 

90%. O gás natural também é mencionado como uma boa alternativa de redução de 

emissões, uma vez que ele permite uma maior integração das energias renováveis no 

sistema e a diminuição da geração elétrica a carvão. Flexibilizando o uso da geração 

elétrica a gás, ele se torna competitivo quando utilizado em tecnologias dos motores de 

combustão interna, turbinas a gás de ciclo aberto, turbina a gás de ciclo combinado 

(CCGT), e às vezes até em pilhas a combustível. A competição entre gás natural e 

carvão pode ser motivada por dois fatores: pelo aumento do preço da tonelada de 

carbono emitida, que torna o uso do gás natural muito favorável relativamente ao 
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carvão; e, na ausência de mercado de carbono, as ações políticas e os desenvolvimentos 

de novas tecnologias podem estimular o seu uso (IEA, 2014a).   

Embora as últimas COPs tenham obtidos avanços com a promoção de ações de 

desenvolvimento, adaptação e transferência de tecnologia entre os países, bem como 

tenham chegado a um consenso sobre um acordo universal de redução de emissões de 

GEE, os resultados obtidos recentemente mostram que o esforço feito ainda não é 

suficiente para alcançar a meta de temperatura de 2ºC quando comparada a níveis pré-

industriais (LUCENA e SCHAEFFER, 2012). 

No que concerne o posicionamento do Brasil sobre as mudanças climáticas, o 

país, por não pertencer ao Anexo I, ainda não tem metas obrigatórias de redução. No 

entanto, na COP15 em Copenhagen, em 2009, o país voluntariamente firmou o 

compromisso de redução das emissões dos GEE. A meta estabelecida foi a redução de 

36,1% a 38,9% das emissões projetadas até 2020. Esses limites foram definidos na Lei 

nº 12.187 de 29 de Dezembro de 2009, que institui a Política Nacional sobre Mudança 

do Clima (PNMC). Apesar de a posição do Brasil ter um caráter voluntário no âmbito 

internacional, uma vez promulgada e aprovada no Congresso Nacional Brasileiro, a Lei 

passa a ter caráter obrigatório no âmbito nacional (RIBAS, 2013). A posição do Brasil 

de assumir metas voluntárias, as metas internacionais assumidas anteriormente pelos 

países do Anexo I, e a expectativa de um novo acordo global na COP-21, em 2015, 

reforçam a importância de um esforço conjunto para a redução da emissão dos GEE.  

1.1 Justificativa 

O petróleo é um combustível fóssil formado pela decomposição da matéria 

orgânica de algas e fitoplânctons, sob determinadas condições de pressão e temperatura. 

Os impactos ambientais estão associados à utilização do combustível e da matéria prima 

consumida na sua produção, à emissão de poluentes, à produção de resíduos, aos 

derramamentos de óleo, entre outros. A queima do combustível gera emissões de GEE, 

tendo como principais gases o dióxido de carbono (CO2), o metano (CH4) e o óxido 

nitroso (N2O) (EPE, 2007). O petróleo se caracteriza também como uma fonte de 

energia não renovável.  

No que diz respeito às emissões, as estimativas anuais elaboradas pelo MCTI 

(2013) enquadram o segmento de E&P no setor de Energia, setor esse que compreende 

tanto as emissões referentes à queima de combustível fósseis, quanto as emissões 
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fugitivas da indústria do petróleo e carvão mineral. O segmento de E&P é o maior 

responsável pelas emissões fugitivas de GEE, e representou cerca de 43,7% dessas 

emissões em 2010 (MCTI, 2013). Apesar de representarem uma pequena parte da 

emissão brasileira total de gases de efeito estufa, em torno de 1,4% do CO2 equivalente 

total emitido, as emissões fugitivas vêm crescendo em proporções maiores do que às 

emissões decorrentes da queima de combustível, e estão aliadas também ao maior 

crescimento da produção de óleo e gás. 

No Brasil, o setor de E&P atua majoritariamente a partir da produção offshore. O 

pré-sal, que começou a ser explorado na última década, apresenta algumas 

particularidades. Os campos de óleo do pré-sal contêm grandes quantidades de gás 

carbônico (CO2), o que inviabiliza o transporte do gás natural para a costa, e 

consequentemente sua produção. Sendo assim, a necessidade de separação do CO2 do 

gás natural produzido no pré-sal se torna primordial para a sua produção. Mundialmente 

o processo de captura e armazenamento de carbono (carbon capture and storage ï 

CCS) vem sendo utilizado pelas grandes empresas multinacionais de produção de óleo e 

gás natural. No setor de E&P, esse processo visa justamente separar o CO2 do gás 

natural extraído e reinjetá-lo em um reservatório, para que possa ocorrer a produção do 

gás natural. 

Nesse sentido, diante das perspectivas de crescimento de produção da Petrobras 

para o desenvolvimento dos campos do pré-sal, as emissões do E&P se caracterizam 

como cada vez mais representativas para o Brasil, tornando-se importante uma análise 

direcionada para esse setor. Dessa forma, esse estudo se propõe a analisar um conjunto 

de medidas de mitigação de GEE aplicáveis à produção brasileira offshore de petróleo, 

bem como seus custos de investimento e operação.  

 

1.2 Objetivo 

1.2.1 Objetivo Geral 

Analisar as medidas de mitigação de GEE na produção de óleo e gás com ênfase 

offshore. Neste sentido, a dissertação testa a hipótese de que é possível reduzir de forma 

custo-efetiva parcela importante das emissões de GEE de plataformas de produção de 

petróleo no Brasil. 
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1.2.2 Objetivos Específicos 

¶ Montar um cenário de linha de base para as emissões diretas
1
 de GEE 

decorrentes da produção de óleo e gás. Apesar de existirem dados da Petrobras 

para a série histórica de emissões (PETROBRAS, 2013), um dos objetivos dessa 

dissertação é tanto construir um cenário de linha de base, quanto um outro 

cenário, com metodologias próprias de elaboração, mas que seja próximo à 

realidade do upstream brasileiro. Os dados divulgados pela PETROBRAS 

(2013) servem para validar o cenário aqui elaborado, no ano-base de simulação, 

ainda que estejam agregados dentro de toda a emissão de gases de efeito estufa 

do upstream, quando esta dissertação enfatiza a etapa de produção.  

¶ Analisar diferentes medidas de mitigação de GEE possíveis para as plataformas 

offshore; 

¶ Averiguar a opção de captura de carbono em plataformas de produção na região 

do pré-sal; 

¶ Analisar custos de investimento e operação das medidas de mitigação propostas; 

¶ Montar uma curva de custos marginais de abatimento para as medidas 

existentes; 

¶ Montar um cenário de mitigação através das medidas propostas. 

 

A dissertação está estruturada em 6 capítulos, contando com a introdução. No 

Capítulo 2 foi feita uma revisão bibliográfica, com o papel do setor de petróleo nas 

emissões de GEE e das medidas de mitigação para o setor de exploração e produção que 

vêm sendo implementadas e/ou estudadas mundialmente. O capítulo 3 apresenta o 

estudo de caso realizado, com uma breve descrição do setor de E&P no Brasil, a 

descrição da metodologia utilizada e a base de dados. O capítulo 4 contém os resultados 

e a discussão. O capítulo 5 contém as conclusões, limitações e recomendações para 

estudos futuros. Por fim, o capítulo 6 traz as referências bibliográficas que serviram de 

base para a dissertação.  

                                                 

1 Não foram consideradas as emissões indiretas, que são emissões não associadas diretamente à 

atividade do E&P, como por exemplo construção de dutos e plataformas. 
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2 Estado da arte da mitigação de emissões de gases de efeito estufa na 

produção de petróleo ï ênfase offshore 

2.1 Papel do setor de petróleo nas emissões de GEE mundiais (ênfase em E&P)  

A necessidade de reduzir as emissões de GEE engendra pressões em todos os 

setores da economia. Muitas iniciativas estão surgindo para que um caminho 

ambientalmente favorável seja realmente possível.  

As emissões mundiais de GEE do setor de energia corresponderam a 31,2 

GtCO2e em 2011, representando mais de dois terços do total global (IEA, 2013a). 

Dentro do setor de energia, as emissões provenientes da combustão dos derivados 

(utilizados no transporte, indústria, geração de energia e nas residências) correspondeu a 

35%, sendo a menor parte desta fração associada ao refino e exploração e produção de 

petróleo (IEA, 2014c). Em 2010, o E&P emitiu 1,1 GtCO2e somente provenientes do 

gás metano, 3,53% do setor de energia. 

Quando analisadas as emissões de GEE no ciclo de vida
2
 para diferentes tipos de 

óleos, percebem-se os diferentes pesos que o E&P pode assumir durante a vida do 

combustível, em uma análise well to wheel. O E&P representa 15% das emissões do 

ciclo de vida para o óleo iraquiano e californiano, 20% para o óleo nigeriano e as areias 

canadenses, 7% para o offshore americano e 6%, na média, para a produção mundial de 

óleo, onde se destacam produções de óleo convencional no Golfo Pérsico (LLC, 2009). 

De fato, IIGCC et al. (2010) mostram que o E&P é responsável por 5% das 

emissões, ou 20 kgCO2/boe, do ciclo de vida do gás natural, a 6%, ou 30 kgCO2/boe, do 

ciclo de vida do óleo leve/médio, a 19%, ou 110 kgCO2/boe, do ciclo de vida do óleo 

pesado e 26%, ou 190 kgCO2/boe, do ciclo de vida do carvão.  

No Brasil, dados divulgados pela PETROBRAS (2013) mostram que a 

participação do E&P nas emissões da empresa correspondem a 33% das emissões totais, 

valor próximo das emissões de refino e petroquímica, que correspondem a 34% do total. 

As outras emissões são provenientes da geração de energia, 23%, fertilizante 2% e 

outras emissões somam 8%. 

                                                 

2 A análise do ciclo de vida é um método analítico usado para avaliar e comparar os impactos 

ambientais de vários produtos (LATTANZIO, 2014), e tem sido objetivo de estudo de diversos autores, 

como pode ser visto em LATTANZIO (2014), LLC (2009) e IIGCC et al. (2010). 
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As emissões do setor de E&P são afetadas por fatores como a razão gás/óleo, 

características do reservatório, localização e logística, idade dos campos, uso de técnicas 

de recuperação de hidrocarbonetos, aspectos regulatórios e contratuais (IOGP, 2014). O 

CO2 e o CH4 são os gases que mais contribuem para as emissões totais do E&P, que 

podem ser divididas, por origem, em quatro grandes grupos (OGP, 2012): energia, flare, 

venting e emissões fugitivas.  

Segundo IOGP (2014), a energia, ou autoconsumo, se refere ao consumo de 

energia na plataforma, que inclui atividades como reinjeção de gás para recuperação de 

óleo, transporte para os dutos, geração de eletricidade para atividades operacionais e 

acomodações nas plataformas offshore, produção de calor e vapor, entre outros. Para o 

caso do pré-sal, está incluída também a penalidade energética da compressão necessária 

para a reinjeção do CO2 nos reservatórios. O flare é a queima controlada do gás natural 

associado produzido durante o processo de exploração e produção de óleo, ou a  queima 

do gás natural que não pode ser usado por razões comerciais ou técnicas. O venting 

consiste na emissão controlada do gás natural para a atmosfera. As emissões fugitivas 

são as emissões não esperadas de gás para a atmosfera, que podem ocorrer por meio de 

defeitos nas vedações de válvulas, mal encaixe de componentes, e vazamentos.  

Mundialmente, do total de emissões do CO2 na produção de óleo, 55% é 

proveniente de energia (queima de combustível para a geração de energia na 

plataforma), 32% de flare, 9% de venting e 4% de emissões fugitivas. Entretanto, do 

total de emissões de CH4, apenas 5% é proveniente da geração de energia, enquanto 

42% é proveniente do venting, 27% de emissões fugitivas, e 26% do flare (IOGP, 

2014). O total de emissões de GEE para o setor de E&P em 2013 foi de 264 MtCO2e
3
 

(IOGP, 2014). 

Por sua vez, o Brasil se destaca no cenário mundial de energia. Sua produção de 

petróleo deve triplicar, saindo de 2 Mbpd em 2012 para 6 Mbpd em 2035 (Figura 1), o 

que é impulsionado sobretudo pela exploração em águas profundas e pelas descobertas 

do pré-sal (IEA, 2013b). Isso o colocará junto com os maiores produtores de óleo do 

mundo. Ao mesmo tempo, o país ainda mantém uma matriz energética com grande 

participação de fontes renováveis, se comparado com a média mundial (IEA, 2013b). 

                                                 

3 Esse total se refere somente aos países que reportam suas emissões à OGP, não correspondendo 

ao total mundial.  
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Por outro lado, a matriz energética brasileira deve continuar tendo uma participação de 

energias limpas muito superior à média mundial (Figura 2).  

 

Figura 1: Produção de óleo no Brasil 

Fonte: IEA, 2013b4. 

 

Figura 2: Projeção da matriz elétrica brasileira em 2035 

Fonte: IEA, 2013b.  

Em um mundo onde cada vez mais se busca a redução de emissão de gases de 

efeito estufa, também há o crescimento econômico que impulsiona a demanda 

energética, e consequentemente, as emissões de GEE. Entre as soluções possíveis para 

                                                 

4 Esses projeções contextualizam a posição do Brasil em um cenário internacionalmente aceito, 

mas não são os mesmos dados utilizados na projeção realizada nessa dissertação. 
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lidar com esse trade off estão as energias renováveis, como solar, eólica e 

biocombustíveis, que são mais benignas ao meio ambiente do que os combustíveis 

fósseis, não sofrem com problemas de exaustão, mas exigem investimentos para que 

sejam produzidas em grande escala. No ano de 2013, por exemplo, as energias 

renováveis representaram 2,7% do consumo mundial de energia, contra 0,8% há uma 

década. De 2012 para 2013, a geração eólica teve um crescimento de 20%, enquanto a 

solar cresceu 33% e os biocombustíveis 6% (BP, 2014). CHANG e YOUNG (2007) e 

KOLK e LEVY (2001) ponderam que as maiores empresas multinacionais de óleo, 

como a ExxonMobil, BP, Shell e Total, têm conhecimento técnico, recursos financeiros 

e forte presença global ï inclusive detendo grandes reservas de óleo e gás 

internacionalmente ï, o que se configura como uma influência significante tanto para o 

desenvolvimento energético futuro, através dos seus planos de investimento, quanto 

para reduzir as emissões e implementação de políticas internacionais. Entretanto, o que 

se percebe é uma diferença de comportamento entre essas empresas.  

A ExxonMobil é a que mais se destoa das outras e investe mais em combustíveis 

fósseis para suprir o aumento de demanda energética nas próximas décadas 

(TILLERSON, 2005 apud CHANG e YOUNG, 2007). Dessa forma, sua preocupação 

não é o desenvolvimento de tecnologias alternativas, mas a produção cada vez maior de 

energia ñconvencionalò. No entanto, dentro da indústria de óleo e gás também é 

possível haver mitigação de GEE. As ações da ExxonMobil para diminuir suas emissões 

incluem redução do flare, pesquisas em eficiência energética (i.e. cogeração), e nas 

tecnologias de captura e armazenamento de carbono (CCS) (CHANG e YOUNG, 

2007).  

A BP mantém investimentos em exploração e produção de óleo e gás com 

descobertas que somam 1 bilhão de barris de óleo equivalentes no Egito, offshore na 

Rússia, águas profundas no Golfo do México, Trinidade e Tobago, e Angola (CHANG 

e YOUNG, 2007). Porém, através da BP Alternative Energy, a empresa mantém um 

comprometimento com o desenvolvimento de combustíveis alternativos de baixo 

carbono para alcançar o desenvolvimento energético sustentável. Como um exemplo, 

tem-se uma planta eólica de 9MW foi construída em Amsterdã, e investimentos em 

projetos de CCS, separação de hidrogênio dos hidrocarbonetos, na conversão mais 

eficiente de gás natural em líquidos, entre outros (CHANG e YOUNG, 2007). 
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A Shell tem como meta ter pelo menos uma energia alternativa como seu core 

business nos próximos 20 anos (CUMMINS AND WILLIAMS , 2006 apud CHANG e 

YOUNG, 2007). Para isso, ela intensificou a produção de fontes renováveis, e já é a 

maior comerciante mundial de biocombustíveis, bem como a maior desenvolvedora de 

tecnologia para biocombustíveis. Além disso, a Shell tem aumentado sua eficiência 

energética e reduzido as emissões em flare, o que contribuíram para que ela alcançasse 

a meta de redução de 5% das emissões em 2010 referentes a 1990.  

A Total segue uma linha de diversificação da oferta de energia, onde os avanços 

tecnológicos auxiliam tanto o desenvolvimento de novas fontes de energia, quanto 

superam os desafios de produção de óleo e gás não convencional. Em consonância com 

as suas metas de redução de GEE, a Total reduziu 30% das emissões em E&P e 20% no 

refino em 14 anos (CHANG e YOUNG, 2007). 

Percebe-se, assim, uma certa diferença de postura entre as maiores empresas 

multinacionais de óleo, no que tange o desenvolvimento de energias renováveis no 

momento presente. Há um movimento de transição em direção a novas tecnologias, de 

acordo com que cada empresa entende como economicamente viável, e como elas 

percebem as demandas da sociedade por energias renováveis (CHANG e YOUNG, 

2007). No entanto, o ponto comum entre elas é a certeza de que os combustíveis fósseis 

ainda serão predominantes nas próximas décadas. Dessa forma, elas reconhecem a 

necessidade de redução de emissões, e enquanto pertencentes à cadeia de óleo e gás, 

mantêm ações que levam a bons resultados para o meio ambiente. 

Um dos componentes principais das políticas de redução de emissão dos GEE, 

segundo RADETZKI (2002), deve ser a redução do consumo de combustíveis fósseis. 

Segundo o autor, nos países do Anexo I, as taxações de carbono, aumentando o preço 

dos combustíveis e consequentemente diminuindo o seu uso, devem ser um dos 

instrumentos de implementação das políticas climáticas. A ideia apresentada pelo autor 

é de que a taxação de carbono imposta aos produtores de petróleo seria transmitida aos 

consumidores finais, na forma de um aumento de preços. Dessa forma, a elevação de 

preços diminuiria a demanda pelos mesmos. RADETZKI (2002) acrescenta que, se as 

metas do Protocolo de Quioto fossem colocadas em vigor em um futuro próximo, 

apesar de haver perda de receita por parte dos produtores, eles teriam tempo de ajustar 

sua oferta de acordo com a nova demanda, o que não lhes causaria perda de 

rentabilidade. 
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Assim como RADETZKI (2002), muitos autores consideram que haveria uma 

perda de receita dos países membro da Organização dos Países Exportadores de 

Petróleo (OPEP), devido tanto à diminuição do consumo, quanto à diminuição dos 

preços para os produtores. No entanto, PERSSON et al. (2007) colocam que os países 

da OPEP não seriam penalizados por causa da taxação de carbono. Em seu estudo, 

foram utilizadas as seguintes premissas:  

¶ as reservas atuais de óleo convencional são apenas um quarto do total de 

emissões permitidas nos próximos 100 anos;  

¶ o óleo convencional tem um custo de extração baixo, e é usado na maior parte 

do setor de transporte, que não possui muitos substitutos ï o que significa que 

esse óleo será usado mesmo se houver uma restrição de emissões;  

¶ há mais carbono embutido nos óleos pesados e no diesel sintético de carvão, do 

que na gasolina e no diesel proveniente do óleo convencional. 

Dessa forma, utilizando o software GET-RE 5.0 (Global Energy in Transition 

model ï regional and demand-elastic version), um modelo global de energia, e 

considerando uma estabilização da concentração atmosférica de CO2 em 450 ppm em 

2100, os autores chegaram à conclusão de que não necessariamente os países da OPEP 

teriam perda de receita. PERSSON et al. (2007) colocam algumas razões para o óleo 

convencional permanecer em uso mesmo em um cenário de restrição de emissões:  

¶ é muito custoso substituir integralmente o petróleo e outros combustíveis 

sintéticos no setor de transporte. Nenhuma alternativa de combustíveis consegue 

ser competitiva; 

¶ a demanda de combustíveis líquidos diminui com o passar do tempo, mas essa 

diminuição afetaria a extração dos combustíveis sintéticos de carvão e do óleo 

não convencional. Dado que o óleo convencional contém um teor de carbono 

menor, ele seria preferível em um cenário de redução de emissões. 

O Brasil, por ter petróleo também em águas profundas e ultraprofundas, 

diferente dos países da OPEP, pode ser prejudicado pelas políticas de redução de 

emissões, na medida em que o peso do E&P nas emissões da cadeia pode se tornar mais 

relevante na produção offshore, e/ou os custos de produção podem ser maiores, 

diminuindo a receita das operadoras. Sendo assim, sob um cenário de taxação de 

carbono na produção brasileira, o carbono embutido no petróleo levaria a um aumento 
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do custo para o produtor, quando essa taxa fosse absorvida por ele, podendo causar uma 

perda de competitividade frente aos outros países produtores. Ainda, um incentivo 

internacional de redução de emissões de GEE, tendo como consequência a taxação do 

óleo cru em outros países, visando uma menor pegada de carbono, também pode 

impactar os custos brasileiros, uma vez que o Brasil é exportador de óleo cru. Uma 

tentativa de fazer com que o petróleo brasileiro não perca competitividade é a taxa de 

carbono ser absorvida dentro da cadeia do petróleo ï pelo refinador, ou pelo consumidor 

final ï, ou pelo Governo. No entanto, essas opções não foram consideradas aqui.  

Ainda que a maior parte das emissões de GEE da cadeia do petróleo esteja 

associada à combustão dos derivados, tanto o refino quanto o E&P também possuem 

sua parcela de emissões. Essa parcela pode variar bastante dependendo do tipo de óleo 

que se está analisando, como pode ser visto, por exemplo, no Gráfico 1.  

 

 

Gráfico 1: Emissões de GEE do ciclo de vida para o diesel em carros tipo SUV 

Fonte: MARANO e CIFERNO, 2001. 

Dentro de um contexto de restrições de emissões atribuídas a diferentes 

segmentos produtivos, o E&P pode ser penalizado. Este é o caso de um sistema baseado 

em cap-and-trade (vide Apêndice I da dissertação para descrição deste mecanismo de 
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controle de emissões atmosféricas), onde se podem atribuir limites de emissão para a 

etapa de produção de petróleo. As abordagens setoriais estão sendo estudadas com o 

intuito de aumentar a abrangência das políticas de mitigação de emissões de gases de 

efeito estufa. Elas focam na análise de processos e tecnologias de um setor específico, 

propondo medidas de mitigação para o mesmo (MERSCHMANN, 2010). Nesse 

sentido, é importante conhecer a responsabilidade de cada setor sobre as emissões de 

GEE, bem como seu potencial de mitigação. Esta dissertação tem como foco a produção 

de óleo e gás, e na próxima seção serão apresentadas diferentes medidas de abatimento 

que vêm sendo aplicadas ou estudadas para o upstream mundialmente.   

 

2.2 Medidas de mitigação para emissões de GEE derivadas da produção de 

petróleo, existentes no mundo 

O flaring e o venting são duas fontes de emissão de gases de efeito estufa na 

indústria de óleo e gás, com diferentes impactos. O venting consiste na emissão 

controlada do gás natural para a atmosfera. Devido à liberação direta do gás natural, o 

gás ventilado é composto majoritariamente de metano (CH4), que possui um potencial 

de aquecimento global para um horizonte de 100 anos (GWP100 ï Global Warming 

Potential) 21 vezes maior que o CO2 (IPCC, 2006)
5
. O flaring é a queima do gás natural 

não utilizado na plataforma, e sua emissão é composta basicamente de CO2, havendo 

um pequeno volume de CH4, que pode variar dependendo da eficiência da queima. 

Sendo assim, para um mesmo volume de gás natural emitido, dependendo se ele for 

queimado antes da emissão (flaring) ou se ele for ventilado, sua emissão em termos de 

quantidade de CO2 equivalente será muito diferente. Haverá maior emissão se o gás for 

ventilado. 

Com o intuito de reduzir as emissões de GEE, seja das emissões fugitivas, seja 

do flare, existem diversas medidas de mitigação para o setor de E&P que serão descritas 

a seguir.  

                                                 

5 Foram usados os fatores de emissão de 2006 do IPCC, pois são os mesmos utilizados no 

ñSegundo inventário brasileiro de emissões antrópicas de gases de efeito estufaò (MCTI, 2010). 
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2.2.1 Captura e armazenamento de carbono 

Os sistemas de Captura e Armazenamento Geológico de CO2 (CCGS
6
) são 

reconhecidos como alternativas para reduzir emissões de dióxido de carbono 

provenientes de fontes estacionárias (IEA, 2008; IPCC, 2007; ROCHEDO, 2011; 

NOGUEIRA et al., 2014; COSTA, 2009; COSTA, 2014).   

Essas práticas são utilizadas no setor de petróleo mundial para reduzir as 

emissões, por exemplo, na explotação de campos offshore na Noruega (Campo de 

Sleipner) e campos onshore na Argélia (IEA, 2010; COSTA, 2009; RODDY, 2011; 

COSTA, 2014). Alguns dos exemplos citados são apresentados a seguir. 

I) Sleipner ï Statoil ï Noruega 

A primeira planta de demonstração de captura que está operando em escala 

industrial é a planta instalada em Sleipner, Noruega, que se localiza no Mar do Norte e é 

operada pela Statoil desde 1996 (STATOIL, 2013). Esta planta é também o principal 

projeto de CCGS offshore no mundo e é mostrada esquematicamente na Figura 3.  

O complexo de Sleipner é formado por duas plataformas de produção ï cada 

uma recuperando gás natural de um campo diferente (Sleipner West e Sleipner East) ï, 

e pela plataforma Sleipner T, responsável pela separação do CO2. Duas motivações 

principais foram os precursores do CCS nesse campo da Noruega. Primeiramente, o 

estudo do campo Sleipner West indicou uma concentração de CO2 igual a 9,0% mol 

CO2, sendo muito mais alta do que as especificações de mercado dos seus compradores, 

que requeriam um teor de no máximo 2,5% mol de CO2. Somado a isso, em 1991, as 

autoridades norueguesas estabeleceram uma taxação de carbono com o intuito de 

diminuir as emissões de CO2 offshore. Esses fatores levaram a Statoil a separar o 

dióxido de carbono e injetá-lo em um aquífero salino (o reservatório Utsira) localizado a 

um quilômetro de profundidade. A imposição da taxação de carbono ajudou no 

financiamento da planta de captura, e hoje a instalação recebe créditos de CO2 pela sua 

redução de emissões. Atualmente a taxa de carbono está na faixa dos US$ 50 por 

tonelada de CO2 (STATOIL, 2014b).  

A plataforma Sleipner T foi construída especialmente para a separar o CO2 do 

gás natural, sendo capaz de separar 1 milhão de toneladas de CO2 por ano. Ela fica ao 

lado das outras plataformas de produção, e utiliza a tecnologia de absorção química com 

                                                 

6 Carbon Capture and Geological Storage. 
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solventes à base de aminas para a separação dos gases, empregada na pós-combustão 

(ROCHEDO, 2011). Vale citar que estas plataformas são de águas rasas e não são semi-

submersíveis e FPSOs, como é o caso das plataformas de produção do pré-sal. No caso 

do pré-sal, as condições de produção são mais severas devido ao afastamento da costa e 

à profundidade, por isso não seria indicado utilizar a tecnologia de absorção química 

que possui equipamentos de grandes dimensões que podem gerar instabilidade nas 

plataformas flutuantes. 

 

Figura 3: Plataforma de Sleipner  

Fonte: STATOIL, 2013b. 

II) In Salah ï Statoil ï Argélia 

A Statoil realizou um único projeto de captura de CO2 fora da Noruega, o 

projeto In Salah, na Argélia. Tanto por questões técnicas, como por questões 

comerciais, foi utilizada a mesma tecnologia de separação que já era aplicada no campo 

Sleipner, baseada no processo de aminas (STATOIL, 2014c). Como apresentado no 

exemplo anterior, características da explotação e das plataformas, como profundidade e 

estabilidade das instalações possibilitaram a utilização da tecnologia de separação de 

absorção química. Porém, isso não ocorre no caso do pré-sal, já que as plataformas são 

flutuantes e possuem limitações de espaço. Portanto, para as FPSOs do pré-sal a 

indicação é que sejam utilizados sistemas de membranas.   

O projeto entrou em operação em 2004, e contém um armazenamento de escala 

industrial. Diversos campos, com teor de gás carbônico entre 1 e 10% mol, visando se 

adequar às especificações de exportação do gás natural de 0,3% mol, injetam o CO2 em 
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formações salinas profundas, entre 1.850 e 1.950 metros de profundidade 

(MATHIESON et al., 2010).  

Até 2010 foram injetadas mais de 3 milhões de toneladas de carbono 

(MATHIESON et al., 2010). No entanto, a injeção de CO2 foi interrompida em 2011 

como medida de segurança, principalmente relacionada à capacidade do reservatório. 

Novos dados e resultados sísmicos estão sendo estudados para formar uma estratégia 

mais adequada de injeção para esse reservatório (STATOIL, 2014c). 

III) Snøhvit ï Noruega 

O campo de Snøhvit é outro campo offshore explorado na Noruega. Ele fica 

localizado a 150 quilômetros da costa e a 2.400 metros de profundidade. No entanto, a 

operação não ocorre toda em alto mar. O gás natural extraído é levado até uma planta de 

liquefação onshore, onde ocorre a liquefação do gás natural a -163ºC, e a consequente 

separação do gás carbônico. Esse último retorna ao mar para ser injetado no em 

camadas de arenito poroso (reservatório Tubåen) (STATOIL, 2014d). O gás natural 

possui um teor de CO2 entre 5 e 6% mol.  

 

Especificamente no Brasil, essas práticas têm sido consideradas pela Petrobras 

para mitigar a emissão de CO2 presente no gás associado nos campos do Pré-sal. 

Estima-se que os campos possuam de 10% a 45% mol. de CO2 (FORMIGLI, 2008; 

DINO, 2014; CREDIT SUISSE, 2014). Portanto, para produzir o gás natural presente 

nesses campos seria mandatório capturar o dióxido de carbono e reinjetá-lo nos próprios 

campos (DINO, 2014).  

A captura do CO2 pode ser realizada através de três tecnologias: pré-combustão, 

oxicombustão e pós-combustão. Na pré-combustão, a captura de CO2 ocorre antes da 

utilização do gás natural, enquanto que na pós-combustão ela ocorre depois, sendo o 

CO2 removido de gases de exausto de combustão. Na oxicombustão, ocorre a geração de 

uma corrente concentrada de CO2 devido à queima do combustível com um ambiente 

enriquecido de oxigênio (ROCHEDO, 2011). Neste estudo é considerada que a captura 

do CO2 é feita diretamente do gás associado extraído nos campos do pré-sal, ou seja, na 

pré-combustão. Sendo assim, não foi considerada a captura de CO2 a partir da 

combustão do gás para geração de energia elétrica e nem a captura do gás em flare.  

No entanto, nem sempre é possível capturar a totalidade do CO2 emitido pelas 

plataformas de produção de óleo e gás natural. Surge, então, o conceito de CO2 
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ñcaptur§velò, que é a parcela do CO2 emitido ï principalmente na extração de óleo e gás 

natural, no caso de E&P; na geração de calor e/ou queima de combustíveis fósseis, no 

caso setor industrial; e na utilização de combustíveis fósseis em instalações para geração 

de energia elétrica ï que é viável de ser separada utilizando pelo menos uma das rotas 

tecnológicas disponíveis. Além disso, dessa parcela de CO2 capturável, é de fato 

capturado de 85 a 90% do CO2 devido às limitações técnicas dos métodos de separação 

de gases existentes (COSTA, 2014; RODDY, 2011; ROCHEDO, 2011; KURAMOCHI, 

2012). 

O método de captura mais indicado para as novas plataformas do pré-sal 

(FPSOs) seria a membrana (DINO, 2014). A membrana é uma barreira que separa dois 

meios, restringindo total ou parcialmente o transporte de componente entre eles 

(HABERT et al., 2006). Na separação de gases, a tecnologia de membranas se baseia na 

interação química ou física dos gases com a membrana, o que permite que certos gases 

atravessem a membrana a velocidades maiores que outros. O material que permeia 

através dela é denominado permeado, enquanto a substância retida é denominada 

concentrado, não permeado ou retentado (Figura 4). Tanto o permeado quanto o 

concentrado podem ser o produto de interesse do processo. No caso da separação e 

captura de CO2, o permeado, rico em CO2, se torna o produto de interesse. No caso da 

purificação do gás natural, por exemplo, o concentrado é o produto de interesse, pois 

contém o gás natural purificado (PINTO et al., 2009). A vazão com que ocorre a 

passagem dos gases pela membrana dependerá da diferença de pressão que possui o 

exausto e o outro lado da membrana, sendo, portanto, desejadas altas pressões na 

separação de CO2 por membranas (COSTA, 2014). As membranas são utilizadas 

largamente na separação de H2, na separação de CO2 proveniente de gases exaustos de 

processos industriais e podem ser usadas para a separação de O2 do ar (IPCC, 2007). 
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Figura 4: Funcionamento da membrana 

FONTE: Adaptado de AMARAL, 2009. 

O desempenho de membranas se determina pela permeabilidade e pela 

seletividade das membranas. A permeabilidade se define pela capacidade de ser 

penetrada com certa força motriz e em certo tempo. A permeabilidade é geralmente 

indicada em barrer ou flux e a seletividade pela razão da permeabilidade dos 

componentes do gás em questão. A separação por membranas se realiza através de 

diferentes mecanismos, que possuem influência relevante na seletividade e 

permeabilidade.   

Membranas são industrialmente aplicadas em forma de folhas planas ou fibras 

ocas. No caso de fibras ocas, as fibras são juntadas num feixe tubular (Figura 5). 

Membranas em forma de folha são geralmente produzidas como módulos de 

folha espiralada, onde duas folhas de membrana são colocadas back-to-back, com um 

material no meio que garante manter o espaço mínimo necessário para manter o fluxo 

de gás. Esses modelos apresentam razões superfície/volume extremamente altas e 

trazem uma vantagem significante considerando custo e footprint da instalação 

(SCHENDEL, 1984).  A Figura 6 e a Figura 7 apresentam ilustrações de modelos de um 

módulo de membranas em fibra oca e em folha espiralada, respectivamente. 
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Figura 5: Membrana de módulo tubular 

Fonte: ENGELIEN, 2004. 

 

Figura 6: Modelo de um módulo de membranas em fibra oca  

Fonte: UOP, 2013 

 

Figura 7: Modelo de membrana de folha espiralada.   

Fonte: UOP, 2013. 
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O módulo de membrana, seja em folha espiralada ou em fibra-oca, faz com que 

o footprint dessas unidades seja significativamente menor que o footprint de tecnologias 

convencionais de absorção. Isto pode ser verificado na Figura 8, na qual a unidade de 

membranas envolvida pelo retângulo substitui toda a unidade de absorção mostrada no 

restante da foto (DORTMUND e DOSHI apud MONTEIRO, 2009). No processo de 

absorção química, o CO2 do gás de exausto passa por reações de neutralização ácido-

base com solventes básicos. O CO2 ï por ser considerado um gás ácido ï, reage com os 

solventes, e é separado por eles.  

 

Figura 8: Comparação de footprint requerido por unidades de membranas e absorção de aminas.   

Fonte: DORTMUND e DOSHI apud MONTEIRO, 2009 

Portanto, no caso das plataformas a serem utilizadas na explotação dos campos 

offshore do pré-sal, o uso das membranas se justifica principalmente devido ao seu 

footprint.  Um módulo de membrana, seja em folha espiralada ou fibra-oca, possui um 

footprint menor do que uma planta de captura utilizando, por exemplo, o método de 

absorção química, como dito anteriormente. O espaço necessário para acomodar todos 

os equipamentos utilizados na captura por absorção química não está disponível, 

normalmente, em uma FPSO. Os layouts das FPSO são bem definidos e os espaços são 

restritos. Além disso, por  ser um tipo de plataforma que não é fixa, pode gerar 

instabilidade na estrutura ao alocar equipamentos para absorção química como, por 

exemplo, as torres de absorção, que possuem grandes dimensões verticais (ROCHEDO, 

2011; DINO, 2014; CASTELO BRANCO, 2008). 
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A partir da seleção do método de captura (membranas), foi selecionado para esse 

estudo como módulo padrão, o sistema UOP Separex
TM

, que é um tipo de módulo 

compacto desenvolvido pela UOP que pode ser instalado em FPSOs como é o caso das 

plataformas de produção dos campos do pré-sal (UOP, 2013; PETROBRAS, 2014a; 

ECHT e MEISTER, 2009). Segundo UOP (2013), foram contratados pela Petrobras 

módulos do sistema UOP Separex
TM 

para separar CO2 de 7 milhões m
3
 de gás natural 

por dia nos campos do pré-sal e também oito módulos para serem instalados em 

plataformas de produção (FPSO) na Bacia de Santos. 

Estima-se que um módulo do sistema UOP Separex
TM

 (membrana + skid
7
) ocupe 

uma área de aproximadamente 347 m
2
 e pese cerca de 582 toneladas (HARNESS e 

SHARMA, 2012). Este é um módulo compacto indicado para ser utilizado em 

plataformas de produção de óleo e gás e corresponde aos seis módulos (membranas + 

skids) de um design mais antigo que ocupava uma área de 1.185 m
2
. Com a utilização 

do sistema compacto ocorre, portanto, uma redução de cerca de 70% na área ocupada 

pelos módulos (footprint) (HARNESS e SHARMA, 2012). A Figura 9 ilustra skids 

contendo módulos de membranas do sistema UOP Separex
TM 

. A Figura 10 ilustra um 

módulo de membrana do sistema UOP Separex
TM 

(módulo e seção transversal do 

módulo). 

  

                                                 

7 Skid é uma estrutura que suporta os sistemas de membranas e outros equipamentos alocados 

nas instalações marítimas. 
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Figura 9: Skids com módulos de membranas do tipo UOP Separex
TM 

   

Fonte: HARNESS e SHARMA, 2012 

 

Figura 10: Módulos de membrana do sistema UOP Separex
TM

 

Fonte: HARNESS e SHARMA, 2012. 

A Figura 11 mostra o elemento utilizado no carregamento do gás na entrada do 

módulo do sistema UOP Separex
TM 

. 

 

Figura 11: Elemento utilizado no carregamento de gás de um módulo de membrana.  

Fonte: HARNESS e SHARMA, 2012. 



23 

 

2.2.2 Instalação de Unidades de Recuperação de Vapor em Tanques de 

Armazenamento (URV)   

Os tanques de armazenamento de óleo cru servem para estabilizar o fluxo entre 

os poços de produção e o transporte por dutos ou navios (USEPA, 2006a). Eles são 

utilizados para armazenar o óleo por determinados períodos de tempo entre a sua 

extração e seu descarregamento, uma vez que extração e descarga do óleo não acontece 

na mesma frequência, havendo um acúmulo de óleo nas plataformas. Durante o 

armazenamento, os hidrocarbonetos leves dissolvidos no óleo cru, como o metano, 

outros compostos orgânicos voláteis (volatile organic compounds ï VOC) e líquidos de 

gás natural se volatilizam, e ficam aprisionados dentro do tanque. Conforme o 

reservatório enche com mais óleo cru, o vapor aprisionado é ventilado para a atmosfera 

(USEPA, 2006a). 

A instalação de unidades de recuperação de vapor (URV) consiste em tubos e 

equipamentos que conseguem capturar o vapor que seria ventilado para a atmosfera 

(Figura 12), reduzindo as emissões fugitivas. A recuperação desse vapor possibilita a 

utilização tanto para geração de energia na plataforma, quanto para a venda.  

 

Figura 12: Unidade de Recuperação de Vapor para uma FSO 

Fonte: REENVIRONMENTAL, 2014 
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As unidades de recuperação de vapor podem ser instaladas tanto para extração 

do pós-sal quanto pré-sal. Atualmente, já existem plataformas no Golfo do México com 

unidades de recuperação de vapor instaladas, bem como em plataformas da Lukoil no 

mar Cáspio (BYLIN et al., 2010; REENVIRONMENTAL, 2014).  

2.2.3 Substituição da selagem a óleo pela selagem a gás  

Os compressores centrífugos são muito utilizados na produção e transmissão de 

gás natural. Para evitar vazamento do gás natural de alta pressão dos compressores, são 

utilizadas vedações ao redor do eixo. Usualmente é usado óleo a alta pressão para 

impedir esses vazamentos (USEPA, 2006b). Nos compressores que utilizam selagem a 

óleo, há três anéis ao redor do seu eixo. O óleo a alta pressão é circulado entre eles, 

formando uma barreira contra o vazamento do gás. Uma pequena quantidade de gás 

consegue passar, enquanto a maior parte é absorvida pelo óleo, contaminando-o. O óleo 

utilizado nesse processo passa por uma etapa de desgaseificação, e é reutilizado ao redor 

do eixo (Figura 13). O gás separado no processo é ventilado na atmosfera (USEPA, 

2006b). Os compressores centrífugos com selagem a óleo têm uma baixa emissão 

proveniente do escape através da selagem; no entanto, a maior emissão ocorre no gás 

ventilado das unidades de desgaseificação (BYLIN et al., 2010).  

 

Figura 13: Compressor centrífugo com selagem a óleo 

Fonte: USEPA, 2006b 
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Uma medida de mitigação para reduzir as emissões fugitivas do compressor 

centrífugo é a substituição da selagem a óleo pela selagem a gás, onde ao invés de 

utilizar-se o óleo, utiliza-se um gás a alta pressão ao redor do eixo para impedir o 

vazamento do gás natural do processo. Dois anéis são utilizados ao redor do eixo: um 

estacionário liso e outro rotatório, que apresenta algumas ranhuras. Quando o 

compressor não está sendo utilizado, o anel estacionário é empurrado contra o anel 

rotatório através de molas. Quando o compressor está sendo utilizado, ou seja, quando o 

eixo começa a rodar em altas velocidades, o gás natural só tem um caminho a seguir, 

que é entre os dois anéis, através das ranhuras presentes no anel rotatório. A pressão do 

gás natural entre os anéis tende a afastá-los; no entanto, a pressão da mola empurrando o 

anel estacionário contra o anel rotatório, permite que haja apenas um pequeno espaço 

entre os anéis, por onde ocorre um pequeno vazamento do gás (Figura 14). Ao mesmo 

tempo, esse afastamento entre os anéis faz com que não seja necessário utilizar óleo 

para lubrificá-los. O volume de gás natural vazado, entretanto, é muito menor se 

comparado ao gás ventilado decorrente da selagem à óleo. A selagem a gás melhora a 

eficiência e a performance do compressor e diminui o tempo de pausas, pois a selagem a 

gás tem menos componentes auxiliares, que geralmente são as causas das paradas, 

melhorando assim sua confiabilidade (USEPA, 2006b). Pode ser classificada como uma 

medida de eficiência energética, que consegue também reduzir as emissões fugitivas.   

 

Figura 14: Compressor centrífugo com selagem a seco 

Fonte: USEPA, 2006b 
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2.2.4 Invólucro no compressor recíproco 

O compressor recíproco também é responsável por uma parcela de emissões 

fugitivas. Ele é vedado por uma série de anéis dentro de um invólucro, usados para 

impedir o vazamento do gás natural comprimido a alta pressão no cilindro do 

compressor, deixando a haste livre para se mover (BYLIN et al., 2010) , como mostrado 

na Figura 15. Flanges, válvulas e conexões também são fontes de emissões fugitivas nos 

compressores recíprocos, apresentando um pequeno vazamento, mas o invólucro ao 

redor da haste do compressor é a maior fonte de perda de gás natural. Em condições 

normais de operação, com sistemas envoltórios novos, ajustados e alinhados, há um 

vazamento em torno de 0,34 m
3
/h (USEPA, 2006c). Com o passar do tempo, o 

desalinhamento ao redor do eixo, o desgaste do compressor e problemas de corrosão 

aumentam as emissões fugitivas (OLF, 2011). Uma medida de mitigação possível para a 

redução das emissões fugitivas pode ser a substituição mais frequente do invólucro, 

diminuindo o tempo entre as trocas do mesmo. 

 

Figura 15: Invólucro do compressor recíproco 

Fonte: USEPA, 2006c. 

2.2.5 Implementação de um programa de inspeção e manutenção 

Durante o período de uso, devido à variedade de processos e condições 

ambientais, como variação de temperatura e pressão, equipamentos que contém canos, 
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válvulas, flanges, controles, entre outros, acabam emitindo cada vez mais gás (BYLIN 

et al., 2010). O tamanho da plataforma vai determinar o número de componentes dos 

equipamentos que são prováveis de ter emissões fugitivas. No entanto, normalmente 

apenas uma parte desses componentes tem emissões mensuráveis, e desses, uma 

pequena parte corresponde às maiores emissões. Dessa forma, as emissões fugitivas 

podem ser controladas minimizando os focos responsáveis pelas maiores emissões 

(BYLIN et al., 2010).  

A implementação de um programa de inspeção e manutenção é uma alternativa 

de se detectar, medir, e priorizar os vazamentos dos equipamentos que serão reparados 

para reduzir as emissões de metano (USEPA, 2006d). Existem alguns métodos de 

detecção de vazamentos, como analisador de vapor tóxico, analisador de vapor 

orgânico, detecção acústica de vazamento, câmera infravermelha, detector remoto de 

vazamento de metano e rastreador eletrônico (BYLIN et al., 2010), que são mostrados 

na Figura 16 e Figura 17. 

   

Figura 16: Analisador de vapor tóxico 

Fonte: THERMO SCIENTIFIC, 2014 

  

Figura 17: Câmera infravermelha e tanque de armazenamento com detecção de gases 

Fonte: FLIR, 2014 
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2.2.6 Implementação do Piloto de Flare 

O flare, assim como o venting, se referem à quantidade de gás que não pode ser 

processado na plataforma, nem reinjetado nos reservatórios. São atividades associadas à 

produção conjunta de óleo e gás associado (MCTI, 2010). O venting consiste na 

liberação do gás natural para a atmosfera, conforme a necessidade da plataforma. O 

flare é a queima do gás natural, ao invés de emiti-lo diretamente para a atmosfera. O 

flare já foi considerado medida de mitigação para o gás emitido pelo venting, pois 

devido ao grande teor de metano presente do gás natural, sua emissão através do venting 

representa um potencial de aquecimento 21 vezes maior do que sua queima (IPCC, 

2006). As emissões provenientes do flare correspondem a cerca de 33% das emissões 

totais de E&P (OGP, 2012). Atualmente, entretanto, mesmo a queima do flare já tem 

sido questionada, pois mesmo que emita menos, ainda representa uma parcela grande 

das emissões totais e já existem meios de atenuá-la.  

O flare consiste em uma tocha acesa constantemente, para que quando o gás 

natural passe por ali, seja queimado e liberado para a atmosfera com o CO2 em maior 

quantidade e CH4 em menor quantidade, dependendo da eficiência de queima de cada 

equipamento. Uma medida possível de redução de emissão de GEE proveniente do flare 

é a eliminação da tocha que possui emissões constantes, substituindo-a pelo piloto de 

flare, um dispositivo que só inflama quando há a passagem do gás natural por ali. Essa 

medida também é conhecida como Zero Continuous Flaring Technology (STATOIL, 

2009), uma vez que ela reduz a emissão constante decorrente da queima do gás natural 

em flare. Faz parte dessa tecnologia, também, um sistema de recuperação de gás, para 

capturar o volume de gás natural que iria ser queimado em flare. Esse volume chamado 

ñcont²nuoò ® proveniente de g§s de purga, vazamentos de v§lvulas e desligamento de 

equipamentos, por exemplo, entre outros (STATOIL, 2009). O sistema de recuperação 

de gás de flare funciona através do fechamento completo da tubulação do flare por meio 

de uma válvula de segurança, sem que haja emissões, como pode ser visto na Figura 18. 

O compressor suga, então, o gás ali presente (TWENTYFOUR7, 2012). Um sistema de 

ignição de flare de backup é integrado ao sistema, permitindo que haja a queima em 

flare somente em situações emergenciais, o chamado flare de segurança. 
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Figura 18: Sistema de recuperação do gás de flare  

Fonte: WARTSILA, 2014 

Combinado com o piloto de ignição que detecta a passagem do gás natural, uma 

menor quantidade do gás na tubulação do flare resulta em um menor acionamento do 

piloto de ignição (Figura 19). Dessa forma, é possível haver uma redução significativa 

das emissões. 

 

Figura 19: Piloto de ignição e unidade de ignição 

Fonte: STATOIL, 2009. 
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Muitas das novas plataformas na Plataforma Continental da Noruega estão 

utilizando essa tecnologia como padrão. O flare nas plataformas Gullfaks A e C no Mar 

do Norte já extinguiram a emissão contínua de flare há 20 anos, deixando de emitir 1,5 

milhões de toneladas de carbono (STATOIL, 2009). Depois de utilizada em Gullfaks, 

essa tecnologia já foi utilizada em 30 outras plataformas norueguesas, bem como no 

Reino Unido, Angola, Azerbaijão, entre outros.  

2.2.7 GTL (Gas to liquids) 

O Gas-to-liquids (GTL) é o processo de conversão indireta do gás natural em 

hidrocarbonetos líquidos e possui três estágios: (i) produção de syngas (gás de síntese), 

(ii) transformação do syngas em syncrude através da síntese de Fischer-Tropsch, e (iii) 

upgrade do syncrude. Para a produção de syngas (estágio 1), existem quatro processos 

possíveis: Reforma a vapor, Oxidação Parcial, Reforma autotérmica e Reforma 

combinada (CASTELO BRANCO et al., 2010).  

Devido a limitações nas plataformas offshore, o único processo apto atualmente 

a ser desenvolvido em plataformas offshore seria a reforma a vapor em reatores 

microcanais, que se baseia no uso de canais com o diâmetro pequeno, aumentando a 

transferência de massa e calor (CASTELO BRANCO et al., 2010). Assim, não há 

impedimento de peso e tamanho, o que acontece com os outros processos. Dessa forma, 

o gás natural é transformado em um gás conhecido como gás de síntese, composto por 

CO e H2 e pode ser obtido, no caso da aplicação offshore, por meio dos processos de 

reforma a vapor em reatores de microcanais. Após a obtenção do syngas, este é 

submetido à síntese de Fischer-Tropsch (FT) para formar hidrocarbonetos de maior 

massa molecular (CASTELO BRANCO, 2008).  

Nas plataformas, o  GTL poderia ser usado para reduzir a queima de gás natural 

excedente, já que este seria aproveitado para a produção de combustíveis sintéticos e 

óleo lubrificante. É importante destacar que o GTL não seria implementado no pré-sal, 

mas somente no pós-sal. A seguir, a Figura 20 representa uma ilustração do processo 

GTL. 
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Figura 20: Processo de GTL  

Fonte: Adaptado de COMPACT GTL, 2010. 

A planta GTL proposta para esta medida de mitigação nesta dissertação utiliza o 

processo SMR (Steam Methane Reforming) e cada módulo teria a capacidade de 

produzir 1.000 barris por dia de syncrude (óleo sintético obtido após a síntese FT, com 

elevada massa molecular e alta parafinicidade). A Figura 21 ilustra o espaço necessário 

em uma FPSO para a instalação de uma planta GTL com capacidade de 1.000 barris por 

dia. 

 

Figura 21: Espaço necessário para instalação de uma planta GTL com capacidade de 1000 bpd em 

uma FPSO.   

Fonte: RICHES, 2007. 

Em unidades de hidrocraqueamento (HCC) otimizadas, o syncrude seria 

utilizado para produzir óleo lubrificante (64% vol.), nafta (gasolina não especificada ï 

6% vol.) e diesel (23% vol.), conforme processo descrito em (EXXON, 2014; 

PETROBRAS, 2000; SCHERZER e GRUIA, 1996; BRIDGE et al., 2014). Esse HCC 

https://www.google.com.br/search?hl=pt-BR&tbo=p&tbm=bks&q=inauthor:%22Julius+Scherzer%22

