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Felipe Jonathan da Silva Bispo 
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Este projeto apresenta um estudo referente ¨ an§lise t®cnico-econ¹mica de um sistema 

submarino subsea to shore associado aos Campo de Mexilh«o, Lula e Sapinho§ (esses 

dois ¼ltimos localizados no Pr®-sal). Assim, o estudo ® pautado na compara­«o entre a 

explota­«o desses campos atrav®s de um sistema convencional com plataforma e o 

sistema com exporta­«o direta ¨ costa. Mediante as an§lises t®cnicas, verificou-se a 

viabilidade de aplica­«o deste tipo de conceito ao se empregar duas redes distintas de 

escoamento envolvendo os tr°s campos. No entanto, limita­»es t®cnicas quanto ao 

emprego de equipamentos submarinos (separadores, bombas e compressores) em 

grandes l©minas dô§gua e dist©ncias ¨ costa foram determinantes para uma queda na 

produtividade desses campos em compara­«o ao cen§rio convencional. Apesar da 

queda de produ­«o, a diminui­«o dos custos devido ¨ elimina­«o das plataformas 

garantiu a rentabilidade do sistema subsea to shore proposto, que foi superior ¨ 

rentabilidade obtida no cen§rio original. 
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Abstract of Undergraduate Project presented to POLI/UFRJ as a partial fulfillment of the 
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This project presents a study regarding the technical and economic analysis of a 

submarine subsea to shore system associated with Mexilh«o, Lula and Sapinho§ Fields 

(these last two located in the Pre-salt). Thus, the study is based on the comparison 

between the exploitation of these fields through a conventional platform system and the 

direct export to shore system. Through technical analysis, the usage feasibility of this 

type of concept to employ two separate flow networks involving the three fields was 

verified. However, technical limitations on the use of underwater equipment (separators, 

pumps and compressors) in great water depths and distances to the coast were crucial 

to a drop in productivity of these fields compared to the conventional scenario. Despite 

the production decrease, the reduction of costs due to the elimination of platforms 

ensured the profitability of the proposed subsea to shore system, which was higher than 

the yield obtained in the original scenario. 

Keywords: subsea system, subsea to shore, pre-salt, technical-economic analysis. 
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1. INTRODUÇÃO 

Sistemas submarinos de produ­«o s«o arranjos de equipamentos instalados no 

leito marinho com o prop·sito de desenvolvimento de campos offshore. Atrav®s deles 

os fluidos s«o produzidos e escoados at® uma Unidade Estacion§ria de Produ­«o (UEP) 

ou diretamente ¨ costa. Diversos fatores influenciam na defini­«o do sistema submarino, 

o que determina que cada projeto seja ¼nico, como a natureza do reservat·rio, n¼mero 

e posicionamento dos po­os, posicionamento da UEP (se houver), l©mina dô§gua. Com 

destaque, equipamentos submarinos possuem maiores custos de investimento de 

capital (CAPEX) e operacionais (OPEX) quando comparados aos similares instalados 

na superf²cie e, portanto, precisam ser dimensionados corretamente. 

H§, essencialmente, dois tipos de desenvolvimento submarino: stand-alone e tie-

back. O primeiro corresponde a um sistema dedicado e implementado para o 

desenvolvimento de um grande reservat·rio, enquanto o segundo compreende uma 

conex«o entre campos marginais e uma facilidade de produ­«o existente. Tie-backs 

submarinos podem exigir investimentos significativamente menores em compara­«o 

com o desenvolvimento de um campo a partir de unidades fixas ou flutuantes, o que 

pode tornar a produ­«o economicamente vi§vel.  

Uma das modalidades deste tipo de desenvolvimento ® o tie-back para facilidade 

onshore (sistema submarino subsea to shore), em a produ­«o ® escoada diretamente a 

uma unidade de processamento instalada na costa. A finalidade deste sistema, portanto, 

® eliminar a necessidade do uso das UEPs, o que pode viabilizar a produ­«o de po­os 

que antes n«o eram atrativos do ponto de vista econ¹mico. O elevado CAPEX, o longo 

tempo necess§rio ¨ constru­«o de novas plataformas e depois o elevado OPEX exigido 

na fase de opera­«o favorecem o sistema subsea to shore. Adicionalmente, a 

possibilidade de redu­«o de trabalhadores no mar, o que reflete em maior seguran­a, e 

o menor impacto ambiental devido ¨ inexist°ncia da plataforma s«o outras vantagens 

importantes.  

A garantia de escoamento destaca-se por representar um grande desafio ¨ 

implementa­«o do desenvolvimento tie-back, limitado ¨ necessidade de 

desenvolvimento de tecnologias de separa­«o e bombeamento submarinos, 

especialmente importantes para campos de ·leo. Os desafios atrelados a essa quest«o 

englobam o escoamento da produ­«o mesmo ap·s uma parada planejada ou n«o, o 

controle na forma­«o de dep·sitos que contribuam ¨ perda de carga e a pr·pria 

implementa­«o em §guas profundas.  

No Brasil, campos onde antigas unidades flutuantes podem ser substitu²das por 

sistemas submarinos ou campos onde sistemas de bombeio e de processamento 
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otimizariam a produ­«o s«o cen§rios indicados ¨ aplica­«o deste conceito. Essas 

oportunidades s«o potencializadas com os campos do Pr®-sal, que podem integrar uma 

grande malha de produ­«o com campos j§ em desenvolvimento, possibilitando o 

escoamento da produ­«o direto ¨ costa e ¨ refinaria. Portanto, ® de interesse estimular 

esfor­os, estudos e desenvolvimentos tecnol·gicos para implementar o conceito subsea 

to shore, cujos desafios atuais s«o a tecnologia e a garantia de escoamento.  

Diante das possibilidades indicadas, aqui ® apresentado um estudo referente ¨ 

an§lise t®cnico-econ¹mica de um sistema submarino subsea to shore associado aos 

Campo de Mexilh«o, Lula e Sapinho§ (esses dois ¼ltimos localizados no Pr®-sal). Assim, 

o estudo ® pautado na compara­«o entre a explota­«o desses campos atrav®s de um 

sistema convencional com plataforma e o sistema com exporta­«o direta ¨ costa. 
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2. REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 

Sistemas submarinos de produ­«o s«o arranjos de equipamentos instalados no 

leito marinho com o prop·sito de desenvolvimento de campos offshore. Atrav®s deles 

os fluidos s«o produzidos e escoados at® uma UEP ou diretamente ¨ costa. Diversos 

fatores influenciam na defini­«o do sistema submarino, o que determina que cada 

projeto seja ¼nico. Dentre esses aspectos, citam-se: (PORTO, 2013) 

i. Natureza do reservat·rio (·leo, g§s);  

ii. N¼mero e posicionamento dos po­os; 

iii. Posicionamento da UEP (se houver); 

iv. Aspectos Econ¹micos;  

v. Relevo submarino; 

vi. L©mina dô§gua. 

2.1. COMPONENTES DO SISTEMA SUBMARINO 

Diversos equipamentos comp»em um sistema submarino de produ­«o, sendo os 

mais gerais as cabe­as de po­o, §rvores de natal molhadas, manifolds, linhas de 

escoamento e umbilicais, que s«o detalhados nos t·picos a seguir. 

2.1.1. CABE¢A DE PO¢O (WELLHEAD) 

Equipamento que realiza a interface entre o po­o e a §rvore de natal ou entre o 

po­o e o BOP. Suas principais fun­»es s«o: (PORTO, 2013) 

i. Sustentar o peso dos revestimentos e vedar o espa­o anular entre eles; 

ii. Prover sustenta­«o e veda­«o para o BOP ou para a §rvore de natal; 

iii. Guiar a descida e instala­«o de equipamentos.  

2.1.2. ĆRVORE DE NATAL MOLHADA (ANM) 

Corresponde a um conjunto de v§lvulas que atua no controle do escoamento de 

fluidos no po­o. Essas v§lvulas s«o operadas por sistema hidr§ulico, eletro-hidr§ulico 

ou el®trico, mas tamb®m h§ possibilidade de acionamento por ROV. Podem ser 

classificadas quanto ao servi­o em ANM de produ­«o, que direciona o fluido produzido 

do po­o para o flowline, ou de inje­«o, que canaliza a inje­«o para o reservat·rio. Al®m 

destas fun­»es, as ANMôs tamb®m desempenham outras: (BAI & BAI, 2012) 

i. Monitorar par©metros do po­o (press«o anular, temperatura, produ­«o de areia, etc); 

ii. Regular o fluxo atrav®s de v§lvula choke (funcionalidade opcional); 

iii. Interromper com seguran­a a produ­«o ou inje­«o. 
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Figura 1 - Modelo de Ćrvore de Natal Molhada usada no Campo de Lula. (PETROBRAS, 2016) 

Quanto ¨ configura­«o, a §rvore de natal submarina pode ser vertical (ANMV) ou 

horizontal (ANMH), que se diferenciam pelo posicionamento de suas v§lvulas, indicadas 

simplificadamente na Figura 2. 

 

Figura 2 - Diagrama simplificado das principais v§lvulas de uma ANM. (LIMA, 2007) 

a)  ANM vertical (ANMV) 

£ a mais simples e aplicada no cen§rio mundial devido ¨ flexibilidade de instala­«o 

e opera­«o. As v§lvulas M1, M2, S1 e S2 est«o localizas na posi­«o vertical da §rvore, 

conforme indicado nas Figuras 3 (a) e (b). 
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(a)                                                              (b)  

Figura 3 - (a) Ilustra­«o da ANMV e (b) Linhas de fluxo da ANMV. (BAI & BAI, 2012) 

b) ANM horizontal (ANMH) 

As v§lvulas est«o dispostas na lateral da §rvore conforme indicado nas Figuras 4 

(a) e (b). Isso permite a interven­«o no po­o e a eventual substitui­«o da coluna de 

produ­«o sem a retirada da §rvore. Por ser mais cara (cinco a sete vezes mais), al®m 

de mais larga e pesada que uma ANMV, o seu emprego ® vantajoso para reservat·rios 

complexos que exijam workovers frequentes, enquanto uma vertical ® prefer²vel para 

casos em que o n¼mero de interven­»es ® menor. (PORTO, 2013; BAI & BAI, 2012) 

                 

  (a)                                                              (b)  

Figura 4 - (a) Ilustra­«o da ANMV e (b) Linhas de fluxo da ANMV. (BAI & BAI, 2012) 
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2.1.3. MANIFOLD 

Consiste numa rede de tubula­»es com v§lvulas, chokes e conex»es que 

controlam a produ­«o e/ou inje­«o nos po­os ligados a ele. A principal fun­«o de um 

manifold ® o de reunir, num n¼mero menor de linhas, a produ­«o oriunda de v§rios po­os 

(manifold de produ­«o) ou distribuir §gua e g§s para os po­os (manifold de inje­«o), 

apesar de tamb®m existir a possibilidade das fun­»es de inje­«o e produ­«o serem 

desempenhadas simultaneamente. Outra fun­«o de destaque ® a de distribuir sistemas 

el®tricos e hidr§ulicos, poupando umbilicais. (BAI & BAI, 2012) 

 

Figura 5 - Manifold de produ­«o empregado no Campo de Roncador. (PETROBRAS, 2016) 

O emprego de manifolds possibilita a redu­«o no comprimento total de linhas 

submarinas (flowlines e umbilicais) e do n¼mero de risers, que s«o linhas de elevado 

custo e, portanto, contribuem ¨ viabilidade econ¹mica de desenvolvimento de um 

campo. As Figuras 6 e 7 ilustram a economicidade associada ao emprego desses 

equipamentos. Al®m destas vantagens, destacam-se ainda: 

i. Economia de espa­o e menor carga de risers na plataforma; 

ii. Possibilidade de produ­«o antecipada (conex«o dos po­os ao manifold e a posterior 

instala­«o da plataforma: a conex«o entre a unidade de produ­«o e o manifold 

permite o in²cio simult©neo da produ­«o dos po­os). 
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Figura 6 - Arranjo submarino sem manifold: destaque ̈  extens«o das linhas. (BAI & BAI, 2012) 

 

Figura 7 - Arranjo submarino com manifold: destaque ¨ economia de linhas. (BAI & BAI, 2012) 

2.1.4. DUTOS SUBMARINOS 

Exercem a fun­«o b§sica de escoar a produ­«o at® a plataforma/costa ou fluidos 

da plataforma/costa para a inje­«o no reservat·rio/po­o. Basicamente s«o tr°s os tipos 

de dutos submarinos: risers, flowlines e pipelines.  

a) Riser 

Conecta equipamentos submarinos ¨ plataforma com a finalidade de escoar os 

fluidos produzidos at® a UEP (riser de produ­«o) ou os fluidos de inje­«o at® os po­os 

(riser de inje­«o); ainda pode ser empregado na coleta de §gua para posterior inje­«o 

no reservat·rio. Corresponde a uma parte din©mica pois est§ sujeito a intensos 

carregamentos provocados por correntes marinhas, ondas e pelos movimentos da 

plataforma, j§ que fica suspenso entre a UEP e o solo marinho. 
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b) Flowlines 

Conectam equipamentos submarinos (ANM, manifold, bombas, etc). Como ficam 

acomodados sobre o leito marinho praticamente n«o sofrem cargas c²clicas (exceto em 

v«os e quando h§ varia­«o da press«o interna) e, por isso, correspondem a uma parte 

est§tica.   

c) Pipeline 

Estrutura est§tica que sofre carregamentos semelhantes ao flowline. £ utilizado 

na exporta­«o de ·leo e/ou g§s, por vezes com fra­»es de §gua. A Figura 8 ilustra um 

sistema submarino de produ­«o indicando os componentes riser, flowline e pipeline. 

 

Figura 8 - Sistema submarino de produ­«o evidenciando os tipos de dutos. (GENESIS, 2016) 

2.1.5. UMBILICAIS 

Os umbilicais fazem parte do sistema de controle do sistema submarino. 

Correspondem a um conjunto de cabos transmissores de sinais e de pot°ncia (el®trica, 

hidr§ulica) e mangueiras que transportam fluidos para inje­«o qu²mica nos po­os. A 

transmiss«o de pot°ncia hidr§ulica e/ou el®trica para componentes submarinos tem a 

finalidade de operar equipamentos, v§lvulas, receber e transmitir dados entre a 

superf²cie e o fundo do mar (comandos e dados de sensores). (BAI & BAI, 2012) 

S«o basicamente tr°s as categorias de umbilicais: hidr§ulicos, multiplexados 

eletro-hidr§ulicos e totalmente el®tricos. A escolha do tipo de umbilical depende do 

n¼mero de fun­»es a serem desempenhadas, da profundidade, do tempo de resposta 
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(maior para sistemas hidr§ulicos, menor para sistemas el®tricos). A Figura 9 ilustra uma 

se­«o de umbilical eletro-hidr§ulico. 

 

Figura 9 - Se­«o de um umbilical eletro-hidr§ulico. (PETROBRAS, 2016) 

2.2. DEFINIÇÃO DO SISTEMA SUBMARINO 

A seguir s«o destacadas as principais quest»es que devem ser definidas para a 

implementa­«o de um sistema submarino, a saber: o tipo de desenvolvimento do campo 

(stand-alone ou tie-back), o arranjo dos componentes submarinos, m®todos de eleva­«o 

artificial e facilidades submarinas.  

2.2.1. TIPO DE DESENVOLVIMENTO SUBMARINO 

a) Tie-back  

Este modelo de desenvolvimento compreende uma conex«o entre campos 

marginais e uma facilidade de produ­«o existente, como ilustrado na Figura 10. 

Tiebacks submarinos podem exigir investimentos significativamente menores em 

compara­«o com o desenvolvimento de um campo a partir de plataformas, o que pode 

tornar a produ­«o economicamente vi§vel. Outra vantagem ® a possibilidade de 

estender a vida ¼til da infraestrutura de produ­«o j§ existente. (LIMA, 2007) 

 

Figura 10 - Desenvolvimento tie-back de um novo campo. Adaptado de (GENESIS, 2016). 
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Campos inexplorados e economicamente menos atrativos s«o os principais 

concorrentes ¨ implementa­«o deste modelo. No entanto, a economia associada ® 

fun­«o de diversos fatores, dentre os quais: (OFFSHORE TECHNOLOGY, 2015) 

i. Capacidade de processamento dos fluidos produzidos na instala­«o existente; 

ii. Possibilidade de interven­«o e workover; 

iii. Dist©ncia da instala­«o existente; 

iv. Garantia de escoamento; 

v. Volume recuper§vel; 

vi. L©mina dô§gua. 

A garantia de escoamento ® o maior desafio ¨ implementa­«o deste modelo, 

limitado ¨ necessidade de desenvolvimento de tecnologias de separa­«o e 

bombeamento submarinos, especialmente importantes para campos de ·leo. Os 

desafios atrelados a essa quest«o englobam o escoamento da produ­«o mesmo ap·s 

uma parada, o controle na forma­«o de dep·sitos que contribuem ̈  perda de carga 

(hidratos, parafinas, etc) e a pr·pria implementa­«o em §guas profundas. H§ tr°s 

modalidades deste tipo de desenvolvimento: (BAI & BAI, 2012) 

i. Tie-back para plataforma fixa; 

ii. Tie-back para plataforma flutuante; 

iii. Tie-back para facilidade onshore (subsea to shore). 

b) Stand-alone 

Corresponde a um sistema submarino dedicado e implementado para o 

desenvolvimento de um grande reservat·rio. Uma importante vantagem desse tipo de 

desenvolvimento ® a possibilidade de conex«o de mais de um campo ao sistema 

produtivo e tamb®m a maior flexibilidade para conex«o de futuros po­os sat®lites. Em 

contrapartida h§ maiores custos e o projeto ® mais complexo. (BAI & BAI, 2012) 

 

Figura 11 - Desenvolvimento stand-alone de um novo campo. Adaptado de (GENESIS, 2016). 
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2.2.2. ARRANJOS SUBMARINOS 

Os componentes submarinos podem ser combinados em dois arranjos poss²veis: 

com po­os sat®lites ou cluster. O arranjo submarino deve ser escolhido de forma a 

garantir o maior fator de recupera­«o e a minimizar o n¼mero de equipamentos 

instalados no leito marinho. Algumas vari§veis que devem ser levadas em considera­«o 

na escolha do tipo de arranjo s«o: (LABANCA, 2005) 

i. Equipamentos (manifolds, bombas, etc); 

ii. Maximiza­«o da produ­«o; 

iii. Custos (CAPEX e OPEX); 

iv. Garantia de escoamento; 

v. Unidade de produ­«o; 

vi. N¼mero de po­os. 

a) Arranjo com po­os sat®lites  

O po­o ® interligado diretamente ¨ plataforma ou mesmo a um manifold, conforme 

indicado na Figura 12. £ o arranjo de maior efici°ncia operacional j§ que o po­o est§ 

isolado: n«o h§ intera­«o entre po­os. Em contrapartida possui maior investimento 

devido ao emprego de maiores extens»es de dutos e umbilicais para atender cada po­o 

individualmente. 

b) Arranjo com cluster  

H§ v§rios po­os, geralmente pr·ximos uns dos outros, conectados a manifolds a 

partir dos quais os fluidos s«o escoados (distribu²dos ou concentrados) ï Figura 12. £ o 

arranjo mais empregado em §guas profundas pois reduz o n¼mero de risers e poupa 

flowlines e umbilicais. Em contrapartida, quando comparado com o sat®lite, tem menor 

efici°ncia operacional, que pode ser melhorada a partir de investimentos no sistema 

submarino (bombeamento, separa­«o da §gua, etc). 
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Figura 12 - Sistema submarino com po­os sat®lites e cluster. Adaptado de GENESIS (2016). 

2.2.3. M£TODOS DE ELEVA¢ëO ARTIFICIAL 

S«o m®todos para ajudar na eleva­«o dos fluidos do fundo do po­o at® a cabe­a 

de produ­«o. Os comumente empregados em po­os de ·leo offshore s«o gas lift, bomba 

el®trica submers²vel e bomba de cavidades progressivas. 

a) Gas lift 

M®todo de eleva­«o artificial em que se emprega a energia contida num g§s 

comprimido para elevar os fluidos. Quando o g§s ® injetado continuamente no interior 

da coluna de produ­«o (Figura 13), a eleva­«o ® favorecida pela queda da press«o 

hidrost§tica (gas lift cont²nuo). Quando ® injetado intermitentemente, a eleva­«o ® 

favorecida pelo deslocamento do l²quido provocado pelo g§s (gas lift intermitente). £ 

uma solu­«o de baixo investimento que apresenta diversas vantagens frente a outros 

m®todos de eleva­«o artificial: (SCHLUMBERGER, 2015) 

i. Aplic§vel a po­os desviados com elevada temperatura e alto RGL, em que m®todos 

de bombeamento apresentariam baixa efici°ncia e problemas operacionais; 

ii. F§cil modifica­«o das condi­»es operacionais para acompanhar altera­»es do 

reservat·rio; 

iii. Capaz de suportar a produ­«o de grandes volumes de areia. 
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Como desvantagens do gas lift destacam-se: 

i. Necessita de uma linha de inje­«o e uma fonte de g§s; 

ii. Alta contrapress«o sobre a forma­«o (gas lift cont²nuo); 

iii. Maiores riscos operacionais (alta press«o); 

iv. Revestimento deve estar em bom estado; 

v. Maior tempo para recolocar em produ­«o. 

 

Figura 13 - Po­o operado com gas lift continuo. (BAI & BAI, 2012) 

b) Bombeio centr²fugo submerso (BCS) 

Compreende uma bomba centr²fuga de m¼ltiplos est§gios instalada na coluna de 

produ­«o e operada por um motor (Figura 14). A eleva­«o ® favorecida devido ao 

incremento de press«o do fluido. Tecnologias recentes, no entanto, permitem o seu 

posicionamento no leito marinho, o que facilita futuras interven­»es que podem ser 

realizadas com ROV, sem uma sonda. £ indicado para po­os profundos de ·leo pesado 

e quando elevadas vaz»es s«o desej§veis. Como desvantagens do m®todo, destacam-

se: (SCHLUMBERGER, 2015) 

i. Taxa m®dia entre falhas curta (cerca de 2 anos); 

ii. Alta sensibilidade ¨ presen­a de s·lidos e g§s; 

iii. Limita­«o da vaz«o pela profundidade; 

iv. Flexibilidade operacional limitada; 

v. Custo de investimento elevado. 
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Figura 14 - Po­o equipado com uma bomba centr²fuga submersa. (NGUYEN, 2016) 

c) Bombeio de cavidades progressivas (BCP) 

Neste caso a transfer°ncia de energia para o fluido ocorre atrav®s de uma bomba 

de cavidades progressivas, que consiste de um rotor com forma de parafuso cujo 

movimento exc°ntrico no interior de um estator com forma de dupla h®lice produz a a­«o 

de bombeio (Figura 15). £ uma bomba do tipo deslocamento positivo e, portanto, 

desloca um volume fixo independente das condi­»es de press«o na sa²da, ao contr§rio 

das bombas centr²fugas. Como aspectos negativos destacam-se: (VIDAL, 2005) 

i. Limita­«o da produ­«o (m§xima de 500 m3/d); 

ii. N«o ® recomendada para po­os desviados; 

iii. Limita­«o da eleva­«o (at® 1800 m); 

iv. Pequena experi°ncia acumulada. 

 

Figura 15 - Po­o equipado com uma bomba de cavidades progressivas. (PESSOA, 2009) 
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2.2.4. PROCESSAMENTO SUBMARINO 

O processamento submarino pode abranger um grande n¼mero de processos com 

o intuito de reduzir o custo e a complexidade do desenvolvimento de um campo offshore. 

Os principais tipos de processamento submarino incluem: (RIGZONE, 2015) 

i. Bombeamento monof§sico ou multif§sico dos fluidos produzidos; 

ii. Separa­«o submarina da §gua e sua re-inje­«o ou elimina­«o; 

iii. Separa­«o e bombeio das fases; 

iv. Separa­«o de s·lidos. 

O processamento submarino pode ser aplicado a campos maduros com o intuito 

de aumentar a produ­«o e estender sua vida ¼til ou desde o desenvolvimento inicial de 

um campo. H§ uma s®rie de raz»es que podem justificar a sua implementa­«o. Em 

primeiro lugar ® poss²vel aumentar a recupera­«o do campo e, portanto, o lucro. Ainda 

pode ser empregado com o intuito de tornar campos marginais empreendimentos 

economicamente vi§veis. (BAI & BAI, 2012) 

Uma importante vantagem do processamento submarino ® em rela­«o ¨ 

separa­«o submarina que reduz a quantidade de fluido sem interesse econ¹mico que ® 

escoado at® a superf²cie. Isso diminui o gasto de energia, principalmente quando o fluido 

seria escoado para re-inje­«o no reservat·rio, e favorece o escoamento do produto de 

interesse. A separa­«o da §gua ainda evita problemas relativos ¨ garantia de 

escoamento (hidratos, emuls«o de §gua em ·leo) e tamb®m ¨ corrosividade. 

Outro aspecto relevante est§ associado ao bombeio submarino. Em campos de 

§guas profundas ou com grandes dist©ncias ao ponto de entrega, o bombeamento ® 

necess§rio para garantir que os fluidos sejam transferidos at® o ponto de interesse na 

vaz«o desejada. Em algumas circunst©ncias ainda pode garantir o aumento da 

produtividade mesmo quando m®todos de EOR s«o empregados. (RIGZONE, 2015) 

O processamento submarino tamb®m alivia a capacidade de processamento da 

planta e a carga no topside, j§ que diversos equipamentos s«o instalados no leito 

marinho. A possibilidade de redu­«o do CAPEX ® outro fator importante, principalmente 

no cen§rio em que ocorre a elimina­«o da plataforma (escoamento da produ­«o 

diretamente ¨ costa). (FMC TECHNOLOGIES, 2015) 

2.3. O CENÁRIO SUBSEA TO SHORE 

O desenvolvimento submarino do tipo tie-back para facilidade onshore, tamb®m 

conhecido como subsea to shore ou subsea to beach, consiste num modelo em que a 

produ­«o ® escoada diretamente a uma unidade de processamento instalada na costa. 

A finalidade deste sistema ® eliminar a necessidade do uso das UEPs, o que pode 
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viabilizar a produ­«o de po­os que antes n«o eram atrativos do ponto de vista 

econ¹mico. A Figura 16 ilustra este tipo de conceito. 

 

Figura 16 - Desenvolvimento submarino de Laggan-Tormote, UK. (WITTING & GRAY, 2006) 

Os elevados valores de CAPEX e OPEX associados ¨s plataformas, al®m do 

longo tempo necess§rio ¨ constru­«o, favorecem o conceito subsea to shore. Destaca-

se ainda a elimina­«o dos custos associados ao transporte de cargas e pessoas ¨s 

UEPs, consider§veis para campos long²nquos. Outro aspecto relevante neste conceito 

® a possibilidade de redu­«o de trabalhadores no mar, o que reflete em maior 

seguran­a, e o menor impacto ambiental, devido ¨ inexist°ncia da UEP. (PORTO, 2013) 

Campos onde antigas unidades flutuantes podem ser substitu²das por sistemas 

submarinos ou campos onde sistemas de bombeio e processamento submarinos 

otimizariam a produ­«o s«o os cen§rios mais indicados ¨ implementa­«o deste modelo. 

No Brasil essas oportunidades s«o potencializadas com os campos do pr®-sal, que 

podem integrar uma grande malha de produ­«o com campos j§ em desenvolvimento, 

possibilitando o escoamento da produ­«o direto ¨ costa.  

2.3.1. GARGALOS TECNOLčGICOS 

A aplicação do conceito subsea to shore está limitada à garantia de que a 

produção escoe até a costa. Portanto, o gargalo tecnológico é o principal limitador ao 

emprego deste conceito, que vem exigindo nos cenários mais desafiadores o 

desenvolvimento de compressores, bombas e separadores submarinos com longo 

tempo entre falhas. Além dos desafios referentes à garantia de escoamento também se 

destacam a distribuição de potência e o sistema de controle, mais difíceis para longas 

distâncias.  



 

17 
 

a) Garantia de escoamento 

A perda de carga é um problema inevitável no escoamento da produção, que limita 

a produtividade do campo e pode até impossibilitar a surgência e escoamento dos 

fluidos de forma natural. Para compensar a perda de pressão é possível considerar o 

emprego de bombas submarinas, em especial para casos em que as distâncias dos 

poços à costa são muito elevadas.  

Apesar do comum emprego de bombas multifásicas em campos offshore, 

sistemas de compressão submarinos de gás ainda não existem e representam um 

grande gargalo à implementação do escoamento direto à costa. De qualquer forma, o 

emprego desses equipamentos traz à tona desafios relativos à confiabilidade e à 

demanda de elevada potência elétrica.  

b) Distribui­«o de pot°ncia el®trica  

Um aspecto fundamental à implementação de qualquer sistema produtivo 

corresponde ao fornecimento de potência elétrica aos equipamentos submarinos de 

forma confiável e com baixa perda, mais difícil com o aumento da distância. Portanto, 

este é um grande desafio ao cenário subsea to shore, em que a fonte elétrica está 

instalada em terra.  

c) Sistema de controle 

Os umbilicais constituem uma importante questão em termos de custo e 

complexidade técnica. Para este último aspecto, longas distâncias representam 

desafios quanto à fabricação, instalação e qualidade dos sinais transmitidos. O principal 

umbilical do Campo de Snohvit, por exemplo, tem cerca de 144 km de comprimento e 

2.000 ton. (WITTING & GRAY, 2006) 

2.3.2. SUBSEA TO SHORE NO MUNDO 

No Brasil não há nenhum campo cujo desenvolvimento submarino seja do tipo tie-

back para facilidade onshore. Existem apenas longos tie-backs associados a 

plataformas, como no Campo de Barracuda em que o tie-back tem extensão de 14 km 

e conecta o poço a um FPSO. Este conceito avança com destaque para campos de gás, 

em que a baixa densidade, a alta pressão do reservatório e a baixa produção de água 

tornam mais simples a sua implementação. A Figura 17 indica a evolução deste conceito 

no mundo. (PORTO, 2013) 
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Figura 17 - Evolu­«o do sistema subsea to shore no mundo. (PORTO, 2013) 

O desenvolvimento de Snohvit foi o primeiro do tipo subsea to shore no mundo e 

detém o atual recorde de extensão de tie-back à costa. Localizado no Mar da Noruega, 

o projeto de desenvolvimento engloba o próprio campo de Snohvit e dois outros 

marginais, Albatross e Askeladden (Figura 18), totalizando 20 poços produtores e 1 

injetor de gás. A produção é enviada à costa através de um pipeline de 28 polegadas e 

na planta de processamento ocorre a separação do gás carbônico que é enviado para 

reinjeção. (WITTING & GRAY, 2006) 

 

Figura 18 - Ilustra­«o do sistema produtivo de Snohvit. (PORTO, 2013) 

Outro famoso caso de aplicação do conceito subsea to shore é no Campo de 

Ormen Lange, que é descrito em detalhes no tópico a seguir como exemplo de 

desenvolvimento submarino com exportação direta à costa. 
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2.3.3. O CAMPO DE ORMEN LANGE 

Descoberto em 1997, Ormen Lange é um campo de gás localizado no Mar do 

Norte, Noruega, com uma reserva estimada em 375 Bm3 de gás. Em operação desde 

2007, o desenvolvimento do campo compreende um sistema submarino subsea to shore 

em que a produção é enviada a uma planta onshore em Nyhamna, através de linhas 

multifásicas que garantem a exportação de até 70 MMm3/d de gás. Após processado, o 

gás seco é enviado para Easington, Inglaterra, através de um gasoduto de 1200 km. A 

Figura 19 ilustra este sistema submarino. (WILSON et al., 2004) 

 

Figura 19 - Ilustra­«o do sistema submarino do campo de Ormen Lange. (BAI & BAI, 2012) 

a) Desenvolvimento do campo 

O reservatório de Ormen Lange possui grande extensão e é segmentando, o que 

dificulta sua drenagem. Em função disso e devido às limitações de extensão de poços 

desviados, o desenvolvimento do campo foi dividido em fases, cuja evolução é 

planejada de forma a manter níveis elevados da produção com o tempo. O 

desenvolvimento inicial consiste de dois templates de produção (A e B) e cada um deles 

se conecta a dois pipelines multif§sicos de 30ôô e 120 km de extens«o e a um umbilical 

eletro-hidráulico. Ainda há um umbilical extra que interconecta os templates, oferecendo 

alimentação hidráulica extra. (BERNT et al., 2007; WILSON et al., 2004) 
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Para prevenção da formação de hidratos há injeção contínua de MEG nos poços 

atrav®s de duas linhas de 6ôô com capacidade de 1500 m3/d. Uma delas se conecta ao 

template A e, a outra, ao B. Ainda h§ uma linha de 6ôô que interconecta esses templates 

para uma maior flexibilidade. A Figura 20 este arranjo inicial. (PORTO, 2013) 

 

Figura 20 - Desenvolvimento inicial do campo de Ormen Lange. (WILSON et al., 2004) 

Para manter bons níveis de produtividade está planejada uma alteração no 

sistema produtivo, que será implementada a depender da experiência de produção da 

fase inicial (previsão para 2016). Essa alteração inclui dois templates adicionais (C e D), 

também conectados aos gasodutos de exportação, o que totalizaria 24 poços em 

operação no campo. Esse cenário é mostrado na Figura 21. (WILSON et al., 2004) 

 

Figura 21 - Desenvolvimento futuro do campo de Ormen Lange. (WILSON et al., 2004) 
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b) Garantia de escoamento 

As condições de produção no campo favorecem a formação de hidrato e gelo, cuja 

inibição ocorre através da injeção continua de MEG nas cabeças dos poços. A vazão 

de injeção do inibidor é determinada individualmente para cada poço com base em 

medições e predições da produção de água. O MEG pode ser injetado em dois pontos 

distintos das ANMHôs: (BERNT et al., 2007) 

i. Durante a produ­«o normal, MEG ® injetado entre a v§lvula lateral de produ­«o 

(wing) e o choke de produ­«o, para garantir uma boa mistura.  

ii. Durante a partida do po­o, MEG ® injetado entre a v§lvula mestra de produ­«o 

(master) e a v§lvula lateral de produ­«o (wing). 

Um dos componentes das árvores empregadas é um choke module (CM) que 

contempla o choke e a válvula de dosagem de MEG. Essa válvula consiste de seis 

orifícios instalados numa válvula gaveta rotativa e é responsável pela injeção contínua 

e controlada de MEG nos poços. Esses orifícios têm aproximadamente 80 mm de 

comprimento, com diâmetro interno entre 3 mm e 10 mm. Quando a gaveta roda de um 

orifício para outro há a sobreposição do orifício com a válvula principal de condução, o 

que garante um fluxo ininterrupto e controlado de MEG. (BERNT et al., 2007)  

 

Figura 22 - Ilustra­«o da v§lvula de dosagem de MEG. (BERNT et al., 2007) 
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3. METODOLOGIA 

O objetivo deste estudo ® realizar uma an§lise t®cnico-econ¹mica de um sistema 

submarino subsea to shore associado ao Pr®-sal (Campos de Lula e Sapinho§) e ao 

Campo de Lula. Assim, o estudo ® pautado na compara­«o entre a explota­«o desses 

campos atrav®s de um sistema convencional com UEP e o sistema com exporta­«o 

direta ¨ costa. 

A primeira parte do estudo corresponde a an§lise t®cnica do escoamento direto ¨ 

costa. Para isso empregou-se o software PIPESIMTM da Schlumberger, um simulador 

de fluxo multif§sico largamente empregado na an§lise de sistemas de produ­«o de ·leo 

e g§s. O software ® capaz de modelar o fluxo do reservat·rio ¨ superf²cie, permitindo 

uma an§lise global do desempenho do sistema. Atrav®s dele ® poss²vel dimensionar 

risers, realizar an§lise nodal e de redes de produ­«o, etc. (NUNES, 2008) 

Diversos cen§rios de escoamento direto ¨ costa ser«o simulados integrando 

esses campos ou mantendo-os isolados. A constru­«o desses cen§rios baseou-se nos 

projetos originais de desenvolvimento de cada campo, descritos nos itens 

subsequentes. Para o cen§rio ·timo ser§ realizada uma an§lise econ¹mica atrav®s do 

software QUE$TOR, que realiza estimativas detalhadas de custo de projetos de ·leo e 

g§s contemplando tr°s vari§veis: CAPEX, OPEX e descomissionamento. Finalmente, 

ser§ feita uma an§lise simplificada de indicadores econ¹micos para avaliar a viabilidade 

econ¹mica do projeto escolhido.  

3.1. O CAMPO DE MEXILHÃO 

Descoberto em 2003, o Campo de Mexilh«o est§ localizado na Bacia de Santos a 

165 km do litoral de Caraguatatuba (SP) e numa l©mina dô§gua que varia de 320 a 550 

m (Figura 23). Operado pela Petrobras, a primeira perfuração em Mexilhão ocorreu em 

2001 e em 2003 foi confirmado um grande potencial produtivo para o campo, com 

reserva estimada em 70 Bm3 de g§s e 6 MMm3 de condensado, o que equivale ¨ 30% 

das reservas de g§s da ®poca. O período de desenvolvimento do campo é de abril de 

2009 a dezembro de 2030, totalizando 21 anos, mas a produção iniciou apenas em 

2011. (PETROBRAS, 2007a) 
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Figura 23 - Localiza­«o do Campo de Mexilh«o. (PETROBRAS, 2007a) 

O reservat·rio do campo ® composto predominantemente por arenitos turbid²ticos 

depositados em regime de deltas costeiros. £ um reservat·rio de g§s de baixa 

permeabilidade com sweet spots, que correspondem a regi»es compostas por arenitos 

relativamente limpos, com granulometria variando de fina a grosseira, cimentada por 

quartzo, feldspato e calcita, com permeabilidade m®dia entre 5 mD e 270 mD. As demais 

partes do reservat·rio s«o arenitos finos a muito finos e mal selecionados, com 

permeabilidade m®dia entre 0,001 mD a 2 mD. (BARROSO & USHIROBIRA, 2012) 

 Num teste de po­o vertical obteve-se um AOF (Absolute Open Flow, vaz«o a po­o 

aberto) de 2 MMmį/d de g§s, com uma permeabilidade estimada de 2,0 mD. No entanto, 

com o intuito de privilegiar se­»es com permeabilidades superiores (sweet spots) foram 

realizados testes com po­os horizontais, dos quais no primeiro obteve-se 1,8 mD 

permeabilidade m®dia e 6 MMm3/d de AOF, o que corresponde a uma vaz«o de 

produ­«o de at® 1 MMm3/d. Assim, o projeto de desenvolvimento do campo inclui po­os 

horizontais, o que aumenta a §rea efetiva de drenagem no reservat·rio e garante a 

viabilidade econ¹mica do projeto. (BARROSO & USHIROBIRA, 2012) 

Foi considerada a possibilidade de implementação de um sistema de escoamento 

com uma plataforma flutuante, alternativa descartada em função do longo prazo para 

construção da unidade, incompatível com a urgente necessidade de aumento da oferta 
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de gás. Optou-se, então, pelo desenvolvimento com uma plataforma fixa do tipo jaqueta. 

A Figura 24 ilustra o sistema produtivo empregado no campo. (PETROBRAS, 2007a) 

 

Figura 24 - Ilustra­«o do desenvolvimento do Campo de Mexilh«o. (PETROBRAS, 2007a) 

Na Tabela 1 são indicadas algumas características da plataforma do Campo de 

Mexilhão, genericamente chamada de PMXL-1. 

Tabela 1 - Caracter²sticas da plataforma PMXL-1. 

Caracter²stica Unidade Valor 

Capacidade de processamento de condensado Mm3/d 3,2 

Capacidade de processamento de g§s MMm3/d 15 

Dist©ncia ¨ costa (litoral de Caraguatatuba) km 120,6 

L©mina dô§gua m 172 

Acomoda­«o - 100 pessoas 

Na plataforma a corrente de água é tratada e descartada no mar, enquanto as 

correntes de gás úmido e condensado são desidratadas, empregando-se trietilenoglicol 

(TEG) e, após tratamento, misturadas e escoadas à Unidade Tratamento de Gás de 

Caraguatatuba (UTGCA) via gasoduto submarino. A Figura 25 indica a localiza­«o da 

plataforma e dos po­os produtores do Campo de Mexilh«o, bem como o tra­ado do 

gasoduto de exporta­«o ¨ costa. 










































































































































