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RESUMO

Desde a sua descoberta em 2006 e início de explotação, em 2008 na Bacia de Campos e 2009 
na Bacia de Santos, foi impressionante e rápida a evolução da produção de petróleo no Pré-sal. 
A marca de um milhão de barris por dia foi alcançada em 2016 com apenas 52 poços e, neste 
mesmo ano, foi atingida a produção acumulada de um bilhão de barris, dez anos depois da pri-
meira descoberta e oito anos depois de iniciada a produção. Em 2022, a produção diária do Pré-
-sal já representa mais de 70% de toda a produção brasileira. Esse resultado foi decorrente da 
descoberta de reservatórios excepcionais, mas também de um grande esforço empresarial e 
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de desenvolvimento tecnológico da Petrobras e seus parceiros. Houve contribuições expressi-
vas de instituições de pesquisa brasileiras e estrangeiras, da academia, de fornecedores, além 
da adoção de um modelo de desenvolvimento tecnológico matricial e aberto, com forte apoio 
gerencial. A experiência prévia da Petrobras no ambiente de águas profundas (até 1.500 me-
tros) e ultraprofundas (além de 1.500 metros) na Bacia de Campos foi muito importante para a 
descoberta e o desenvolvimento da produção no Pré-sal. No entanto, o novo cenário apresen-
tava distintos e maiores desafios, tais como: construção de poços muito profundos, caros e em 
ambiente de alta pressão;  reservatórios carbonáticos sem análogos no mundo neste cenário 
e com dificuldades quanto ao imageamento sísmico; necessidade de processamento de altos 
teores de gás em unidades de produção offshore; gerenciamento de contaminantes nos fluidos 
produzidos; rochas mais reativas com os fluidos injetados; condições de mar e de logística mais 
adversas que as da Bacia de Campos. Neste capítulo serão descritos os principais desafios 
tecnológicos, as estratégias e algumas das soluções tecnológicas que foram disponibilizadas 
para fazer face a tais desafios.
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1. INTRODUÇÃO

Os projetos de desenvolvimento da produ-

ção do Pré-sal utilizam a completação mo-

lhada (árvore de natal posicionada no fundo 

do mar), FPSOs (Floating Production, Stora-

ge and Offloading - unidades de produção 

flutuantes com capacidade de armazenar e 

transferir petróleo) e poços preferencialmen-

te verticais, alguns desviados (Figura 1.1).

Figura 1.1 Desenho esquemático exemplificando uma unidade de produção do Pré-sal, incluindo FPSO, arranjo submarino e 
subsuperfície.

Nos anos 1970-90, a Petrobras fez da Bacia 
de Campos um laboratório em escala real com 
objetivo de desenvolver e testar tecnologias 
para produzir em águas cada vez mais pro-
fundas. Além disso, passou a utilizar ampla-
mente as unidades de produção flutuantes 
(Assayag et al., 1997) ou FPSOs, liderando o 
desenvolvimento desta tecnologia. Esse es-
forço, conduzido pelo programa tecnológico 
PROCAP (Programa de Capacitação Tecnoló-
gica em Sistemas de Explotação para Águas 
Profundas) e seus sucessores PROCAP 2000, 
PROCAP 3000 e PROCAP Visão Futura, levou a 

Petrobras a ser premiada internacionalmente 
duas vezes na OTC (Offshore Technology Con-
ference) com o “Distinguished Achievement 
Awards for Companies, Organizations, and 
Institutions”, em Houston (Petrobras, 1992, 1º 
Prêmio; Petrobras, 2001, 2º Prêmio).

A primeira descoberta comercial do Pré-sal da 
Bacia de Santos ocorreu na área exploratória 
de Tupi, em 2006, em lâmina d’água de 2.126m 
(poço 1-RJS-628A). Contudo, em 1999 no 
Campo de Roncador, Bacia de Campos, já ha-
via produção em lâmina d’água de 1.853 m no 
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poço 1-RJS-436A, até então recorde mundial, 

já próxima da posteriormente verificada na 

descoberta de Tupi. A profundidade do leito 

marinho não seria, portanto, o maior desafio 

tecnológico para produzir petróleo no Pré-sal 

da Bacia de Santos. Outros desafios foram 

elencados como mais impactantes (Beltrão 

et al., 2009; Fraga et al., 2014): (a) tecnologias 

de construção de poços para atravessar gran-

des espessuras de sal, manter a integridade 

dos poços frente às camadas de sal, perfurar 

rochas carbonáticas muito duras em profun-

didades muitas vezes superiores a 5.000 m e 

reduzir os altos investimentos para construir 

estes poços. As tecnologias de poços para 

aumentar a produtividade e a recuperação de 

petróleo são também maneiras de antecipar 

e otimizar receitas, além de reduzir investi-

mentos; (b) tecnologias de reservatórios para 

melhorar o imageamento sísmico, construir 

bons modelos geológicos, petrofísicos e de 

fluxo, reduzindo as incertezas nas previsões 

das curvas de produção e otimizando a recu-

peração de petróleo; (c) materiais adequados 

para a produção na presença de contami-

nantes, como CO2 (gás carbônico) e H2S (gás 

sulfídrico); (d) premissas ambientais de não 

emissão e reinjeção do CO2 produzido, rela-

cionadas ao gerenciamento do gás carbônico 

presente em teores moderados a elevados 

em algumas acumulações do Pré-sal; (e) com-

plexidades nas plantas de processamento 

dos FPSOs devido à elevada RGO (razão gás/

óleo) e à presença de contaminantes (princi-

palmente CO2) no petróleo do Pré-sal, ocu-

pando grande espaço para tratar o gás sobre 

os navios; (f) condições oceânicas mais rigo-

rosas na Bacia de Santos do que na Bacia de 

Campos, demandando reforços nas concep-
ções de ancoragem dos FPSO’s e ajustes no 
layout submarino.

Em 2007, a Petrobras aprovou a criação do 
Programa Tecnológico para o Desenvolvimen-
to da Produção do Pré-sal (PROSAL), para 
coordenar as atividades de Pesquisa e Desen-
volvimento (P&D) voltadas para os desafios 
de Engenharia de Poços, Reservas e Reserva-
tórios e de Garantia de Escoamento, com foco 
principal na Bacia de Santos, além da Bacia de 
Campos – que perdurou até 2020. Em 2009, 
criou outro programa tecnológico, o PRO-CO2, 
dedicado ao P&D com foco no gerenciamento 
do CO2 na Bacia de Santos.

Após as descobertas iniciais na Bacia de San-
tos, a Petrobras conduziu o “Projeto Varredu-
ra”, um programa exploratório focado no Pré-
-sal da Bacia de Campos. A ideia era perfurar 
diversos poços mais profundos próximos às 
plataformas que já produziam petróleo nos 
reservatórios turbidíticos mais rasos do pós-
-sal, buscando atingir objetivos do Pré-sal. 
Eles poderiam ser interligados às platafor-
mas e colocados em produção rapidamente, 
já que a infraestrutura de produção já estava 
instalada. Assim, o “marco zero” da produção 
de petróleo no Pré-sal foi em 2008 na Bacia 
de Campos, no Parque das Baleias, litoral do 
Estado do Espírito Santo, quando o poço ESS-
-103A foi interligado à plataforma P-34. Por-
tanto, antes do primeiro óleo no teste de lon-
ga duração de Tupi (2009) ou do início oficial 
do Piloto de Tupi (2011).

Neste capítulo são abordadas estratégias 
de reservatórios para os projetos do Pré-sal 



As grandes descobertas do Pré-sal no Atlântico Sul1042

Capítulo 16: Os desafios tecnológicos e os sistemas de produção do Pré-sal

e desenvolvimentos tecnológicos em enge-

nharia de poços, engenharia de reservatórios 

com foco em recuperação avançada de petró-

leo (EOR - Enhanced Oil Recovery), gerencia-

mento do CO2, interações rocha-fluidos, sis-

temas submarinos e garantia de escoamento 

visando ao controle de incrustações salinas. 

Para evitar redundância com outros capítulos, 

não serão abordadas algumas tecnologias de 

grande importância para a produção no Pré-

-sal, como as tecnologias geofísicas aborda-

das nos capítulos 4 e 12 (Histórico da evolu-

ção geofísica e Geofísica de reservatórios no 

Pré-sal brasileiro), modelagem geológica (ca-

pítulos 13, 14 e 15, respectivamente O Cam-

po de Tupi, O Campo de Mero e  O campo de 

Búzios) e petrofísica (capítulo 11, Petrofísica 

e avaliação de formações nas descobertas do 

Pré-sal) - em especial ressonância magnética 

nuclear.

2. ESTRATÉGIAS E PREMISSAS 
PARA REDUZIR RISCOS DE 
PROJETO ASSOCIADOS AO 
RESERVATÓRIO

As rochas-reservatório carbonáticas do Pré-

-sal apresentam heterogeneidades signi-

ficativas. Estas são geradas por processos 

geológicos estruturais, estratigráficos ou 

diagenéticos que afetam a eficácia dos me-

canismos de varredura e deslocamento, como 

a injeção de água e de gás, podendo reduzir 

a recuperação de óleo caso não sejam ade-

quadamente abordadas. As propriedades dos 

hidrocarbonetos variam entre campos, por 

vezes dentro do mesmo campo, mas a maio-

ria das jazidas apresenta óleo leve em torno 

de 300 API, viscosidade perto de 1cp e razão 

gás-óleo (RGO) entre 100 e 400 m3/m3. A pre-
sença de CO2 dissolvido no fluido é comum, 
com maiores teores na Bacia de Santos do que 
na de Campos, e em alguns casos particulares 
com ocorrência de H2S. A incidência de con-
taminantes obriga a utilização de materiais 
nobres e proteção contra corrosão em par-
tes dos sistemas de produção – tubulações 
“molhadas” dos poços, sistemas submarinos 
e instalações de superfície. Os consórcios 
operados pela Petrobras no Pré-sal optaram 
por não emitir CO2 não antropogênico para a 
atmosfera, instalando sistemas de separa-
ção de contaminantes, purificando a corren-
te de gás de exportação e reinjetando o CO2 
de volta ao reservatório. Além dos benefícios 
ambientais, esta reinjeção melhora o fator de 
recuperação. Os altos valores de RGO propi-
ciam ganho econômico pelo gás hidrocarbo-
neto (HC) produzido, mas ampliam a deman-
da de compressão e a complexidade da planta 
de processo no FPSO (peso, espaço na plata-
forma e geração de energia), o que limitou a 
produção de petróleo nas primeiras unidades 
a um valor próximo a 150 mil barris por dia por 
unidade de produção.

Considerando a complexidade e os enormes 
investimentos requeridos pelos projetos de 
desenvolvimento da produção do Pré-sal, a 
Petrobras e as empresas parceiras decidiram 
coletar dados de forma intensiva no início. 
Quanto aos sistemas de produção, foi previsto 
usar em uma primeira fase os mais convencio-
nais (Fase 1), com padronização sempre que 
possível, e avaliar para um segundo momento 
(Fase 2) soluções menos convencionais. Após 
a Fase 1, como diversas incertezas permane-
ceriam ainda, os sistemas seriam planejados 
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de forma a fornecer flexibilidade para dife-
rentes soluções (Formigli et al., 2009). Bus-
caram-se estratégias de reservatórios efica-
zes para maximizar a recuperação, avaliando 
e minimizando riscos econômicos associados 
ao reservatório, apoiadas em três pilares ou 
direcionadores fundamentais (Salomão et al., 
2015): (a) programa abrangente de coleta de 
dados; (b) abordagem multidisciplinar, inte-
grada e não determinística; (c) estratégias de 
blindagem de riscos, dando robustez e flexibi-
lidade aos projetos.

2.1. Pilar 1 – Programa abrangente de 
coleta de dados

O volume recuperável de óleo é dependente 
dos seguintes fatores: (a) volume de óleo “in 
place”; (b) características que controlam o 
deslocamento do óleo; e (c) estratégia e me-
canismos adotados para a sua recuperação. 
Principalmente nos estágios iniciais do Pré-
-sal, com ausência de reservatórios análogos 
em produção, algumas ações para a obtenção 
precoce de dados foram importantes para a 
construção dos primeiros modelos de rocha 
e fluidos. Exemplos destas ações são: aquisi-
ção sísmica de alta qualidade, perfuração de 
um número adequado de poços de avaliação 
(appraisal) e avaliação de dados dinâmicos 
iniciais. Esta iniciativa revelou-se de grande 
peso para as definições futuras das melhores 
estratégias de produção. O programa com-
pleto de aquisição de dados de reservatórios 
do Pré-sal incluiu coleta abrangente de dados 
estáticos e dinâmicos, buscando antecipar 
respostas para transmissibilidade de falhas 
geológicas; existência de compartimentos es-
truturais; corredores de fraturas geológicas; 

barreiras de permeabilidade verticais; cama-
das de alta permeabilidade; contrastes de 
permeabilidade entre as camadas; anisotro-
pia de permeabilidade; mobilidade do óleo e 
mecanismos de dano à formação. Tais carac-
terísticas poderiam afetar de forma significa-
tiva o deslocamento, a eficiência de varrido e a 
recuperação de óleo. Uma das regras de ouro 
estabelecidas impunha que, na área drenada 
por cada unidade de produção (FPSO), deveria 
haver pelo menos dois poços de avaliação ou 
de aquisição de dados de reservatório (ADR), 
com coleta de amostras de fluidos de fundo 
de poço em várias profundidades, amostras 
laterais de rocha, testes de formação (TFR) 
e um amplo conjunto de perfis. Além disso, 
toda interpretação deveria ser suportada por 
sísmica de alta resolução.

Testes de Longa Duração (TLD), com monito-
ramento da pressão em um poço vizinho antes 
de sancionar o projeto de desenvolvimento, 
foram fundamentais para uma avaliação dinâ-
mica completa e para apoiar a definição dos 
mecanismos de recuperação e modelagem do 
comportamento dinâmico. A implementação 
do TLD e a perfuração dos poços ADR, devido 
aos custos altos, foram apoiadas por estudos 
probabilísticos do Valor da Informação (VDI). 

Em áreas desenvolvidas com várias unidades 
de produção, particularmente nos campos es-
tratégicos e nas áreas de maior risco, procu-
rou-se aprofundar o entendimento do com-
portamento dinâmico por meio de TLDs antes 
de sancionar o desenvolvimento completo. A 
primeira unidade foi tratada como um sistema 
Piloto, cujos resultados foram marcos críticos 
na definição das estratégias e alternativas 
para os demais.
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2.2. Pilar 2 – Workflow integrado e não 
determinístico

No caso de rochas carbonáticas heterogê-
neas, portadoras de fluidos com variação 
composicional e um complexo sistema rocha-
-fluido, mesmo uma intensa coleta de dados 
pode não ser suficiente devido a alguns parâ-
metros de incerteza. É importante considerar 
múltiplos cenários com diferentes represen-
tações das propriedades críticas. Além disso, 
a estratégia de recuperação ideal tem de ser 
eficaz no âmbito dos diferentes cenários re-
presentados. 	

A modelagem dos atributos de reservatórios 
com impacto no projeto deve ser o objetivo 
central do modelo geológico, petrofísico e 
de fluxo, requerendo forte integração entre 
equipes multidisciplinares nas fases iniciais 
do projeto.  Sendo, ainda, essencial que as 
áreas de subsuperfície, de poços, de elevação 
de fluidos, de layout submarino e instalações 
de superfície estejam integradas ao longo da 
análise, durante todas as fases de decisão, 
buscando a seleção de alternativas de de-
senvolvimento e mecanismos de recuperação 
que possam apresentar melhor desempenho 
e resultado econômico de forma abrangente 
sobre os cenários analisados.

2.3. Pilar 3 – Blindagem do plano de 
desenvolvimento

Mesmo adotando uma estratégia agressiva de 
coleta de dados, pode persistir um alto grau 
de incerteza sobre o comportamento dinâ-
mico, pelas grandes dimensões de campos 
do Pré-sal ou pela complexidade do sistema 

rocha-fluido. Algumas propriedades referen-
tes à eficiência de varrido, às comunicações 
entre as regiões e ao desempenho de me-
canismos dinâmicos somente serão melhor 
conhecidas durante a operação do campo, 
quando os procedimentos corretivos que en-
volvem escopo de projeto serão mais difíceis 
de serem implementados. 

Assim, para definir estratégias de recupera-
ção de hidrocarbonetos que sejam eficazes 
em diferentes situações, consideram-se múl-
tiplos cenários, incluindo o mais provável ou 
de referência, além de outros cenários para as 
propriedades estáticas e dinâmicas. Isto vale 
para temas críticos como: a escolha do méto-
do de recuperação mais eficiente; a possibili-
dade de alterar ou corrigir o plano de drena-
gem através da conexão de poços adicionais; 
a colocação de poços de injeção nos compar-
timentos; a possibilidade de conversão de 
poços (produtores em injetores); a definição 
dos tipos de fluidos injetados, água ou gás, e 
a possibilidade de alterância entre eles (WAG, 
Water-Alternating-Gas); a estratégia de ca-
nhoneio dos produtores e dos injetores, en-
riquecida pela opção de uso de completação 
inteligente. 

Ao se definirem estratégias de recuperação 
em um plano de desenvolvimento, sob condi-
ções de incerteza, podem-se seguir dois ca-
minhos diferentes (Moczydlower et al., 2012): 
(a) a escolha de uma alternativa que é a mais 
apropriada por critéricos econômicos, consi-
derando todos os cenários, mesmo não sendo 
a melhor alternativa para o cenário mais pro-
vável, o que fornece robustez ao projeto; (b) 
a opção para adaptar a estratégia inicial, se 
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a operação revelar um comportamento dife-
rente do caso mais provável, fornecendo fle-
xibilidade ao projeto, antecipando opções de 
contingência para responder a cenários me-
nos prováveis.

3. ENGENHARIA DE POÇOS

A descoberta de petróleo no Pré-sal da Bacia 
de Santos, em reservatórios muito profundos 
e tendo que atravessar muitas vezes 2.000 
metros de sal, demandou esforços significa-
tivos de desenvolvimento tecnológico para a 
área de Engenharia de Poços (Beltrão et al., 
2009). Os desafios podem ser agrupados em 
dois grandes objetivos: (a) tecnologias para 
reduzir os elevados custos dos poços e (b) 
tecnologias para aumentar a produtividade 
e a recuperação de petróleo no reservatório. 
Detalharemos um pouco mais, a seguir, algu-
mas delas.

3.1. Atravessando 2.000 metros de sal

As atividades iniciais de construção de poços do 

Pré-sal da Bacia de Santos começaram na loca-

ção Parati, em região de “janela de sal” (área com 

ausência de sal), estratégia exploratória usada 

para comprovar o sistema petrolífero e, ao mes-

mo tempo, evitar perfurar grandes espessuras 

de sal (Figura 3.1.1). O poço Parati (1-RJS-617) 

foi iniciado em janeiro de 2005 e concluído em 

outubro 2006, tendo sido gastos 225 dias so-

mente na etapa de perfuração propriamente 

dita. Em março de 2006, foi iniciada a perfuração 

da locação Tupi (1-RJS-628A), em lâmina d’água 

de 2.126m. Esta atravessou cerca de 1.000m de 

sedimentos pós-sal; posteriormente 2.000m de 

sal, até chegar ao petróleo e topo do reservató-

rio carbonático “Pré-sal”, próximo dos 5.000m. 

Em seguida, continuou sua perfuração até per-

to dos 6.000 m, para conhecer a estratigrafia. 

Morais (2014) apresenta em detalhes o histórico 

dos primeiros poços perfurados no Pré-sal da 

Bacia de Santos.

Figura 3.1.1. Seção sísmica em profundidade através das Locações Parati (1-RJS-617D) e Tupi (1-RJS-628A).  
Autor: João Alexandre Gil.
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A dificuldade para perfurar os 2.000 metros de 
sal em Tupi foi menor do que algumas previsões 
mais pessimistas, devido à baixa temperatura 
constatada, reduzindo a fluência do sal. Outras 
áreas com maior soterramento e menor espes-
sura de sal, com altas temperaturas, se revela-
ram mais problemáticas para a perfuração no 
sal. A temperatura e o soterramento elevados 
aumentam a fluência do sal. Havendo interca-
lações de sais mais solúveis que a halita e de 
maior taxa de fluência, como a carnalita e a ta-
quidrita, as camadas vão fechando o poço mui-
to rapidamente durante a perfuração, a ponto 
de poderem prender a coluna de perfuração 
(Poiate et al., 2006; Costa e Poiate, 2008; Fal-
cão, 2008). Com o aumento do conhecimento do 
comportamento e das propriedades mecânicas 
de rochas dos diversos sais encontrados, bem 
como sua modelagem, houve uma redução sig-
nificativa no tempo para atravessar a camada de 
sal em projetos de perfuração nos anos subse-
quentes. Foram também otimizados os proje-
tos de revestimento dos poços por simulação 
pelo Método dos Elementos Finitos, FEM, para 
cálculo de cargas geomecânicas de sal sobre os 
revestimentos.

Deve ser ressaltada a importância do fluido de 
perfuração sintético para a descoberta e o de-
senvolvimento do Pré-sal, viabilizando a perfu-
ração da espessa camada de sal e propiciando 
avanços na avaliação dos reservatórios através 
da perfilagem com ressonância magnética nu-
clear, conforme Nascimento e Denicol (2009). 
Esta ferramenta passou a ser utilizada não so-
mente para a medição de porosidade em litolo-
gias complexas, mas também para fornecer sa-
turações, quando conjugada com resultados de 
amostragem de fluidos de fundo de poço.

Mesmo sendo os poços do Pré-sal preferencial-

mente verticais, percebeu-se, em determinados 

instantes, a necessidade de construir poços in-

clinados, por razões ligadas ao layout subma-

rino ou relacionadas com o fornecimento de 

recursos críticos, ou mesmo pelas particularida-

des dos reservatórios. Assim, foi então planeja-

da uma curva de aprendizado para a construção 

de poços inclinados com kick-off point (KOP) no 

sal, com níveis de dificuldade crescentes. Em 

2010, foi iniciada com um poço raso terrestre, na 

Bacia de Sergipe-Alagoas, no Campo de Agui-

lhadas. Em seguida em poços marítimos na Ba-

cia de Campos, nos Campos de Albacora Leste, 

Marlim e Baleia Azul, no Parque das Baleias. Por 

fim, entre 2011 e 2012, foram construídos po-

ços inclinados mais profundos e com cada vez 

maior inclinação (Pinheiro et al., 2015) na Bacia 

de Santos, no Campo de Tupi: 23º, 30º, 51º e, por 

último, 89º - este já considerado horizontal.

3.2. Tecnologias PDM (Managed Pressure 
Drilling) e PMCD (Pressurized Mudcap 
Drilling)

As rochas-reservatório carbonáticas do Pré-sal 

são frequentemente afetadas por processos 

geológicos de dissolução, gerando os chamados 

“carstes”, com porosidade vugular, presença de 

mega e giga poros, e até cavernas. Adicional-

mente, costumam apresentar fraturas abertas. 

Estas geometrias porosas favorecem perdas de 

circulação dos fluidos de perfuração, além de 

instabilidades das paredes do poço, resultan-

do em aumento de tempo e custo de constru-

ção dos poços, o que muitas vezes inviabiliza a 

sua construção com tecnologias convencionais. 

A tecnologia Managed Pressure Drilling (MPD) 
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se propõe a gerenciar as pressões no anular do 
poço de maneira proativa durante a perfura-
ção e a fazer face à janela operacional estreita 
ou nula entre a pressão de poros e o gradiente 
de fraturas. Ela evita também o influxo de flui-
do da formação para a superfície. A introdução 
desta tecnologia na Petrobras remete à década 
de 2000. Até 2009, a Petrobras realizou ações 
de prospecção e conhecimento da tecnologia, 
incluindo projetos de P&D e de qualificação 
tecnológica. De 2009 a 2013, foram realizadas 
operações em terra e no mar com sondas au-
to-elevatórias e unidades ancoradas, no Brasil 
e no exterior, comprovando os benefícios da 
técnica. Para a disponibilização desta aplica-
ção, a Petrobras trabalhou também junto aos 
potenciais Fornecedores de Serviços, Entidades 
Classificadoras e Órgãos Reguladores, a fim de 
garantir atendimento aos requisitos técnicos 
de qualidade e segurança na adaptação e qua-
lificação de sondas e equipamentos. Uma série 
de equipamentos tiveram de ser adaptados ou 

desenvolvidos. Dentre eles podem ser citados 
dispositivos de superfície, tais como choke 
manifold de perfuração; medidor de vazão; 
cabine pressurizada e tecnologias de controle; 
aquisição e transmissão de dados. Além des-
ses, há também dispositivos de riser, tais como 
carretel adaptador superior; cabeça rotativa 
(Figura 3.2.1); preventor anular; carretel de flu-
xo; carretel adaptador inferior; linhas auxilia-
res e válvulas de bloqueio. A empresa também 
contribuiu para o desenvolvimento de normas 
e padrões da indústria, de forma a garantir a 
continuidade operacional nos cenários de per-
furação em MPD. Em 30 de outubro de 2013, 
foi atingida a profundidade final de 5.788 m no 
poço 9-RJS-708 (Campo de Búzios) (Fernan-
des et al., 2015), perfurado com a sonda SS-77 
(Ocean Valor), utilizando a tecnologia MPD com 
desvio menor que 5% em relação ao tempo 
planejado. Essa foi a primeira operação de MPD 
em águas ultraprofundas com uma unidade de 
posicionamento dinâmico.

Figura 3.2.1 Cabeça Rotativa ATR instalada na sonda SS-46.
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Durante a utilização da técnica MPD, o sis-

tema de fluido tem sido projetado com peso 

hidrostaticamente sub-balanceado, de forma 

que, ao se constatarem perdas severas, alter-

na-se imediatamente do modo de perfuração 

com pressão constante de fundo e contra-

pressão exercida na superfície, aplicado às 

janelas estreitas de perfuração, para o PMCD 

(Pressurized Mud Cap Drilling). Neste modo 

não há retorno de fluidos e cascalhos, pois 

são bombeados para dentro dos intervalos al-

tamente permeáveis, como zonas depletadas, 

fraturadas ou carstificadas. 

Em abril de 2014, foi concluída a perfuração 

do primeiro poço no Pré-sal da Bacia de San-

tos usando a técnica PMCD, o 7-LL-19-RJS. 

Após perfuração inicial de intervalos com 

perda controlada usando a técnica MPD, al-

ternou-se para PMCD ao ser constatado in-

tervalo com perda severa, atingindo-se o 

objetivo final em um poço que seria inviável 

convencionalmente. A conclusão deste poço 

representou um recorde tecnológico, à época 

o poço mais profundo perfurado com a técni-

ca PMCD, com sonda de posicionamento dinâ-

mico. Tal resultado se constituiu em uma das 

dez tecnologias premiadas no terceiro prêmio 

OTC da Petrobras em Houston em 2015 (Pe-

trobras, 2015): “Recorde de profundidade de 

lâmina d’água (2.103 m) na perfuração de um 

poço submarino com a técnica de Pressurized 

Mud Cap Drilling (PMCD)”. Após essas primei-

ras experiências, diversos poços tiveram a 

perfuração viabilizada e atingiram os objeti-

vos finais com uso da tecnologia MPD/PMCD 

(Nogueira et al., 2019; Aranha et al., 2019).

3.3. Completação a poço aberto no Pré-sal

Antes do Pré-sal, a Petrobras utilizou larga-

mente o modelo de poço revestido, cimenta-

do e canhoneado ou, nas areias turbidíticas 

pouco consolidadas da Bacia de Campos, sis-

temas de isolamento e contenção de sólidos 

do tipo gravel-pack (Marques et al., 2007). A 

completação a poço aberto nos poços do Pré-

-sal representou uma mudança de paradigma, 

aos poucos se mostrando uma oportunidade 

vantajosa para redução dos elevados custos 

de construção de poços, com possíveis bene-

fícios adicionais. Reduziria o tempo dispendi-

do nas operações tradicionais de cimentação 

e canhoneio dos espessos intervalos dos car-

bonatos do Pré-sal, além de ainda evitar dano 

ao reservatório no entorno do poço, reduzindo 

também o risco de perda de pasta de cimento 

para a formação, o que tenderia a ocorrer se 

empregada a completação tradicional. 

O receio à completação a poço aberto se jus-

tificava pela possibilidade da produção de só-

lidos do reservatório durante a produção de 

petróleo, representando riscos à integridade 

dos materiais na coluna de produção ou nas 

partes subsequentes do sistema de produção. 

Somando-se a isso, a possível ampliação des-

te potencial decorrente de alguma fragiliza-

ção da rocha após operações de acidificação. 

A resistência ao conceito de completação a 

poço aberto foi paulatinamente vencida a 

partir da análise da experiência internacio-

nal em outros reservatórios carbonáticos no 

mundo (Salamy et al., 2002; Franquet et al., 

2007; Warlick et al., 2009), dos parâmetros 
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de perfuração no Pré-sal e também de uma 

ampla campanha experimental de medição 

de propriedades mecânicas da rocha carbo-

nática do Pré-sal. A baixa taxa de penetração 

nos carbonatos, os altos parâmetros de peso 

sobre a broca (WOB-Weight on Bit) e rotação, 

além do desgaste observado nas brocas ao fi-

nal de cada operação indicavam que a rocha-

-reservatório do Pré-sal seria “dura” (resis-

tente), o que reduziria os riscos de produção 

de sólidos. Essa suposição contrastava com 

os danos de parede (breakouts) observados 

em muitos poços, ainda na perfuração (em 

regime de overbalance). Sabia-se também de 

experiências de insucesso da completação a 

poço aberto na indústria (Xi Wang et al., 2006) 

e que a adoção deste sistema de completação 

poderia ser mais vantajosa se empregada em 

larga escala, envolvendo negociação de equi-

pamentos e suprimentos com fornecedores 

e execução seriada. A solução deveria ser ro-

busta e sem margem para falhas.

A resposta veio a partir de uma extensa cam-

panha de caracterização laboratorial das 

propriedades mecânicas da rocha-reserva-

tório realizada no CENPES, usando amos-

tras laterais e testemunhos. Essa campanha 

contou com ensaios mecânicos, avaliações 

petrofísicas e petrossísmicas e imageamen-

tos tomográficos em amostras. Algumas das 

amostras foram submetidas à acidificação em 

laboratório para simular a fragilização e en-

fraquecimento da rocha após operações de 

estimulação. Simulações por elementos fini-
tos indicaram que seria recomendável utilizar 
uma proteção adicional de um liner perfurado, 
optando-se pela completação standalone li-
ner em detrimento à totalmente aberta (ba-
refoot). Assim, estariam sendo contidos even-
tuais sólidos que poderiam ser prejudiciais 
aos equipamentos da completação inteligen-
te, caso produzidos para dentro dos poços. O 
emprego dessa tecnologia permitiu ganhos 
médios de sete dias no tempo de completa-
ção de poços, redução de custos de materiais 
e preservação da produtividade original do 
reservatório. A completação simples, em um 
único intervalo, evoluiu para a completação a 
poço aberto multi-zona, com isolamento en-
tre os intervalos e uso de completação inte-
ligente, sendo alternativas disponíveis e am-
plamente usadas hoje no Pré-sal, a depender 
das características de cada área. 

3.4. Aumento da produtividade dos 
poços do Pré-sal

Os reservatórios do Pré-sal são heterogêneos 
e podem apresentar altíssimas permeabili-
dades, com potencial para altos índices de 
produtividade. No entanto, podem também 
apresentar baixas permeabilidades. A me-
lhor forma para ter acesso às regiões de alta 
produtividade é posicionar os poços nesses 
locais, com base em imageamento sísmico, 
bons modelos geológicos, petrofísicos e de 
fluxo. Contudo, mesmo quando os poços são 
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perfurados nas melhores posições, as ope-

rações de perfuração e de completação ten-

dem a modificar o reservatório e gerar dano 

à produtividade, que precisa ser restaurada 

ou até ampliada, com uso das tecnologias de 

“remoção de dano” ou de “estimulação”.  Essa 

característica é muito comum nos carbonatos. 

Por outro lado, a perfuração de formações 

de elevada permeabilidade impõe desafios. 

Entre eles, tem-se a manutenção da circula-

ção dos fluidos de perfuração para refrigerar 

a broca e transportar a rocha perfurada para 

a superfície, além do controle da pressão hi-

drostática sobre a formação. É importante 

que os fluidos de perfuração impermeabili-

zem as rochas perfuradas, objetivo atingido 

através da utilização de produtos que formam 

uma película sobre a formação, um “reboco”, 

que restringe a filtração dos fluidos empre-

gados na construção do poço e que deve ser 

depois removido para permitir a produção do 

poço ou a injeção de água ou gás na forma-

ção. Ademais, a ação da broca afeta a poro-

sidade e a permeabilidade da rocha, que são 

recuperadas após removido o dano induzido. 

Essas operações de “estimulação” abrangem a 

acidificação de matriz, em formações de per-

meabilidade elevada como costumam ser as 

do Pré-sal, ou o fraturamento, em formações 

de baixa permeabilidade, menos comuns no 

Pré-sal. A acidificação é a operação emprega-

da em maior escala no Pré-sal.

A acidificação é uma operação conceitualmen-

te simples, realizada geralmente pela injeção 

na formação de ácidos, como o ácido clorídri-

co HCl (usualmente 15% em massa) e/ou áci-

dos orgânicos (ácido acético, fórmico e suas 

misturas), para dissolver a região danificada e 

gerar canais de alta permeabilidade (wormho-

les) na rocha, sem desintegrá-la (Pereira et al., 

2012). No entanto, as grandes espessuras e 

heterogeneidade dos carbonatos do Pré-sal 

e as arquiteturas de poço empregadas (em-

pacotamento de múltiplos intervalos de inte-

resse com acesso por um único ponto) repre-

sentam desafios. Distribuir o tratamento de 

forma uniforme em reservatórios de grande 

espessura é uma dificuldade, em parte equa-

cionada com o uso de produtos químicos “di-

vergentes”. São agentes que, de alguma for-

ma, forçam os fluidos a prenetrarem em todo 

o intervalo de rocha, não apenas nos trechos 

de maior permeabilidade.  A Petrobras desen-

volveu modelagens para planejar esses trata-

mentos, buscar a melhor formulação e definir 

a melhor sequência operacional (Ziauddin & 

Bize, 2007). O bombeio dos fluidos é realizado 

através de barcos de estimulação, com capaci-

dade de fornecer grandes quantidades de áci-

do e agentes divergentes a vazões e pressões 

elevadas (Figura 3.4.1). Além do aumento dos 

índices de produtividade ou injetividade, os 

tratamentos ácidos apresentam reflexos tan-

to mais positivos para a recuperação de pe-

tróleo quanto maior a uniformidade obtida no 

intervalo tratado (Silva et al., 2020). 
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Figura 3.4.1 Barcos de estimulação já empregados ou ainda em operação no Pré-sal entre 2013-2020. As embarcações 
possuem posicionamento dinâmico, DP2, e as principais Companhias de Serviço proveem esse tipo de recurso.

3.5. Completação inteligente no Pré-sal

A injeção de água e a injeção alternada de água 

e gás (WAG) foram escolhidos como os méto-

dos de recuperação para os reservatórios car-

bonáticos do Pré-sal. Considerando a elevada 

heterogeneidade do reservatório, tecnologias 

que permitam agir no gerenciamento do re-

servatório para fazer face à possibilidade de 

chegada prematura de água ou gás injetados 

nos poços produtores, ou gerenciar as cotas 

de injeção por intervalos, podem trazer be-

nefícios à recuperação. A adoção da comple-

tação inteligente se mostrou potencialmente 

vantajosa nos estudos nesse sentido, em es-

pecial nos reservatórios com maior espessu-

ra. Essa tecnologia permite abrir ou fechar 

segmentos ou intervalos do poço (portanto 

do reservatório), possuindo como resultado 

uma resposta que guarda algum paralelo com 

o efeito da divergência comentado no item 

anterior, gerando, pois, maior uniformidade 

no “varrido”.

Uma avaliação de risco suportou a decisão 

de utilizar projetos de poços equipados com 

completação inteligente (CI), em particular, 

utilizando a tecnologia hidráulica direta (HD) 

em um percentual significativo de poços. Era 

esperado que essa tecnologia levasse a um 

melhor gerenciamento de reservatórios e 

trouxesse flexibilidade para lidar com as in-

certezas de reservatórios (Schnitzler et al., 

2015). A Figura 3.5.1 representa o projeto de 

poço típico de duas zonas.
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Figura 3.5.1 – Configuração de poço revestido em 12 ¼” (Schnitzler et al., 2021).

As lições aprendidas permitiram identificar 

as limitações e buscar soluções de menor ris-

co técnico, onde os principais objetivos eram: 

flexibilidade para usar a completação simples 

e multizona, utilizando o mesmo projeto de 

perfuração da fase reservatório; compatibili-

dade com perda severa; permitir isolamento 

temporário do reservatório na instalação ou 

retirada da completação superior; redução de 

tempo de construção de poço (perfuração e 

completação); padronização de equipamen-

tos. A solução adotada foi uma nova arquite-

tura de poço com completação a poço aberto, 

desacoplada e com perfuração da última fase 

perfurada em 8 ½” (Schnitzler et al., 2017). 

A arquitetura foi denominada de PACI (Poço 

Aberto com Completação Inteligente), base 

para diversas configurações de poço. Ela foi 

viabilizada pela disponibilização de packer 

expansível de poço aberto (PEPA), para garan-

tir a seletividade (Jacinto et al., 2015), e pela 

disponibilização de válvulas mecânicas de 

grande diâmetro (SSV-GD), para permitir iso-

lar temporariamente o reservatório. Ambos 

desenvolvimentos do CENPES (setas verme-

lha e azul, respectivamente, na Figura 3.5.2). 

A arquitetura PACI começou a ser implantada 

no campo de Búzios em 2019.
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Figura 3.5.2 Arquitetura PACI com dois exemplos de configuração: PACI 2 (esquerda) e PACI 2+1 (direita). Setas azuis indicam 
as válvulas SSV-GD e a seta vermelha indica o PEPA (Schnitzler et al., 2021).

Atualmente, a Petrobras conta com mais de 
cem instalações de completação inteligen-
te no Pré-sal. Tal resultado se constituiu em 
uma das dez tecnologias premiadas no ter-
ceiro prêmio OTC da Petrobras em Houston 
em 2015 (Petrobras, 2015): “Primeiro uso in-
tensivo de completação inteligente em águas 
ultraprofundas, nos poços satélites”. Poste-
riormente, a completação inteligente no Pré-
-sal voltaria a ser alvo de premiação no quar-
to prêmio OTC da Petrobras em Houston em 
2020 (Petrobras, 2020): “Primeiro uso intensi-
vo de completação inteligente em cenário de 
perda total de fluidos”. 

Mesmo com as limitações tecnológicas, ganhos 
da ordem de 50% na duração em relação às 
instalações iniciais de completação inteligen-
te foram alcançados (Schnitzler et al., 2019; 
Carpenter, 2020). O desafio agora é melhorar 
os resultados para poços com completação 
inteligente em três ou mais zonas, visando ao 
aumento de produção e do fator de recupe-
ração. Novos desenvolvimentos deverão ser 
disponibilizados nos próximos anos, a exem-
plo da tecnologia de completação inteligente 
elétrica C.I.-e (Silva Jr et al., 2017), uma evo-
lução da arquitetura PACI para um número 
maior de zonas / intervalos, esperando-se 
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vários benefícios adicionais: (1) capacidade de 
monitoramento e diagnóstico de problemas 
em tempo real; (2) redundância de elementos 
do sistema para entrada em caso de falhas;  
(3) simplificação para as configurações e ope-
rações de construção, (4) workover e abando-
no de poços, controle remoto das aberturas e 
fechamento das válvulas; (5) aumento do mo-
nitoramento do processo para viabilizar o for-
necimento abrangente de dados em tempo 
real (Carvajal et al., 2018; Silva Jr et al., 2012); 
(6) utilização de métodos alternativos de pre-
venção de incrustação (Mackenzie et al., 2020; 
Martins et al., 2020 e Heydrich et al., 2019); (7) 
expectativa de maior segurança para as ope-
rações (Wilson, 2018; Scott et al., 2018; e (8) 
aplicação de válvula de gas lift elétrica.

3.6. Redução de custo e tempo na 
construção de poços

Após os dois poços pioneiros nas locações 
Parati (1-RJS-617D) e Tupi (RJS-628A), fo-
ram perfurados mais 12 poços exploratórios 
no Pré-sal da Bacia de Santos. Em 2010, ini-
ciou-se uma forte campanha de construção 
de poços para o desenvolvimento da pro-
dução. Entre 2010 e 2014, nos campos de 
Tupi e de Sapinhoá, sem abrir mão das boas 
práticas de segurança, a construção destes 
poços registrou redução de 44% no tempo 
médio de perfuração e 62% no de comple-
tação. Muitos desafios foram superados e 

merecem destaque (Pinheiro et al., 2015): (1) 
mitigação de perdas de circulação durante 
a perfuração de rochas-reservatório fratu-
radas ou carstificadas com o emprego das 
tecnologias MPC/PMCD; (2) maximização da 
recuperação de óleo através da instalação de 
completações de zonas múltiplas, com com-
pletação inteligente, válvulas controladas 
remotamente, injeção de produtos químicos 
e monitoramento de pressão e temperatura 
por intervalo; (3) otimização da estimulação 
dos poços; (4) perfuração sem riser de seções 
extensas do pós-sal com apenas uma broca, 
penetrando até 200m no sal; (5) aumento de 
taxa e redução do custo métrico de perfura-
ção de rochas carbonáticas muito duras pelo 
aprimoramento das brocas de perfuração 
em conjunto com a composição de fundo de 
poço - bottom hole assembly (BHA); (6) oti-
mização do projeto de perfuração em zonas 
de sal; (7) otimização do projeto do revesti-
mento dos poços. Em 2016, o tempo médio 
total (perfuração + completação) gasto para 
a construção dos poços de desenvolvimento 
da produção do Pré-sal já era aproximada-
mente um terço do tempo em 2010 (Sombra, 
2017; Figura 3.6.1). As tecnologias de poços 
voltadas para aumento de produtividade re-
presentam perfuração de menor número de 
poços e, portanto, redução dos investimen-
tos na construção de poços nos projetos de 
desenvolvimento da produção. Da mesma 
forma, podem ser vistas as tecnologias de 
poços que aumentem o fator de recuperação.
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Figura 3.6.1 Tempo médio total (perfuração + completação) para a construção dos poços do Pré-sal em 2010 e em 2016 
(Sombra, 2017).

4. GERENCIAMENTO DO CO2

Parte do desafio para o desenvolvimento 

da produção do Pré-sal da Bacia de Santos 

se relaciona à elevada RGO e aos elevados 

teores de CO2 dos fluidos dos reservatórios. 

Desde as primeiras amostras coletadas no 

campo de Tupi, observaram-se altos valores 

de RGO (220 a 240 m3/m3) e teores de CO2 

de 8 a 12% (Nakano et al., 2009), o que já os 

diferenciava dos fluidos da Bacia de Cam-

pos. Tais características se desdobraram em 

ações para análise de seu impacto nos siste-

mas de produção, sob a ótica dos sistemas 

necessários para processar e movimentar 

o grande volume de gás natural associado 

ao óleo que seria produzido. Assim, tanto a 

elevada RGO quanto a presença de contami-

nantes vieram a se constituir como condi-

ções importantes para a definição do tama-

nho e capacidade de produção de óleo dos 

FPSO’s do Pré-sal da Bacia de Santos (Pinto 

et al., 2014). Além disso, consideraram-se 

também as oportunidades no tocante ao 
sequestro geológico de carbono e recupera-
ção melhorada de petróleo com uso do CO2 
(Almeida et al., 2010a e 2020b).

Nesse contexto, algumas premissas impor-
tantes para o desenvolvimento do campo 
passaram a nortear os projetos dos siste-
mas de produção. Uma das mais importan-
tes, sem dúvida, como já comentado na in-
trodução ao item 2, se referiu à decisão de 
separar o CO2 do gás natural a ser produzi-
do. Isso ocorre para garantir sua qualidade, 
tanto para a exportação e aproveitamento 
(realizada pela malha de gasodutos do Pré-
-sal, implantada para escoar a produção 
de Tupi, mas também para outros campos, 
como Sapinhoá e Búzios) como para a ge-
ração de energia nos próprios sistemas de 
produção ou elevação artificial pelo método 
gas-lift. Como consequência desta primei-
ra decisão, uma segunda - mas não menos 
importante - foi tomada junto às empresas 
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parceiras em cada um dos blocos do Pré-sal 
da Bacia de Santos. A Petrobras e parceiras 
assumiram voluntariamente o compromisso 
de não emissão do CO2 (produzido com os 
fluidos do reservatório) para a atmosfera. 
Decisão que não ficou restrita ao campo de 
Tupi, mas que se tornou abrangente a todo 
o desenvolvimento futuro da produção do 
Pré-sal da Bacia de Santos, ratificando a 
preocupação e compromisso dos consórcios 
com a redução do impacto ambiental em 
seus ativos. O CO2 separado, portanto, em 
todos os ativos desde então, é comprimido 
e re-injetado no reservatório produtor, por 
vezes em poços especificamente perfura-
dos para descarte do CO2 ou em poços de 

injeção alternada de água e gás, para recu-
peração avançada via método WAG (Water 
Alternating Gas).

Com isso, desde o primeiro projeto de UEP 
(Unidade Estacionária de Produção) para o 
Pré-sal da Bacia de Santos, o FPSO Cida-
de de Angra dos Reis (Figura 4.1), houve 
necessidade de se avaliar tecnologias que 
garantissem correta capacidade de proces-
samento de gás de modo a se atingirem as 
especificações técnicas, sejam elas requeri-
das para exportação pelo órgão regulador 
nacional (ANP), por segurança operacional, 
ou mesmo para garantir viabilidade técni-
co-econômica para o empreendimento.

Figura 4.1. FPSO Cidade de Angra dos Reis, destacando a complexidade da planta de processamento embarcada em 
uma Unidade de Produção típica do Pré-sal.

A tecnologia selecionada para a remoção de 
CO2 foi a de membranas (Andrade et al., 2015), 
pioneiramente aplicada em ambiente offsho-
re para tratamento de gás associado. Com 
base no fenômeno de permeação, as mem-
branas permitem segregar o CO2 da corrente 

de gás produzido através de um sistema mais 
compatível com o peso e o espaço disponíveis 
em unidades de produção offshore. Além dis-
so, por serem modulares (Figura 4.2), permi-
tem à unidade atender a uma particularidade 
destas plantas de processo: flexibilidade com 
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relação à vazão processada e ao teor de CO2 
na alimentação. A flexibilidade proporciona-
da pelas membranas supriu ainda a necessi-
dade de atendimento às diversas curvas de 
produção de cada reservatório (ainda pouco 

conhecidos, à época) e também a naturais 
consequências da injeção destes fluidos nos 
reservatórios produtores com o tempo de 
produção, a saber: tendência de aumento de 
CO2 no gás produzido.

  

  

Figura 4.2. Módulo de separação de CO2 por membranas.

Combinadas às membranas, as plantas de 
processo do Pré-sal introduziram também 
outras tecnologias para processamento de 
gás natural ainda inéditas no cenário offsho-
re. Dentre elas, ressalta-se o uso pioneiro das 
peneiras moleculares para secagem do gás 
produzido (Figura 4.3). O uso das peneiras 
foi motivado em função da alta corrosivida-
de exibida por este gás úmido contendo CO2 
– dado que sua característica fundamen-
tal é reduzir o teor de água a menos de uma 
parte por milhão, através do fenômeno de 
adsorção. Elas foram aplicadas como etapa 
essencial no processo de tratamento de gás 
produzido, em geral, logo após sua separação 

da corrente de óleo. Contribuíram com a se-
gurança de processo, com o uso de materiais 
metálicos menos nobres nas plantas e com a 
garantia da continuidade operacional, uma 
vez que evitam a formação de hidratos nas 
linhas de reinjeção ou condensação nos ga-
sodutos de exportação. Para evitar o arraste 
de líquido na corrente gasosa, vasos depu-
radores (scrubbers) são posicionados entre 
o sistema de compressão/resfriamento de 
entrada e a alimentação dos vasos contendo 
as peneiras. Assim como em qualquer tecno-
logia de desidratação de gás, a presença de 
hidrocarbonetos de cadeia longa (tipicamen-
te C5+) no gás leva à queda de desempenho. 
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Quando presentes em demasia e sob alta 
temperatura, esses componentes pesados 
dão origem à formação de compostos aromá-
ticos condensados, semelhantes a coque, na 
superfície das peneiras. Esse fenômeno dimi-
nui a área superficial interna disponível para 
adsorção, sendo um fator significante para 

a perda de capacidade de secagem (Santia-
go et al., 2019). Tanto quanto as membranas, 
desde o primeiro sistema de produção (FPSO 
Cidade de Angra dos Reis), todos os demais 
sistemas que preveem a exportação para 
venda do gás produzido contam até hoje com 
as peneiras para secagem de gás.

  

Figura 4.3 Unidade de desidratação de gás com peneiras moleculares.

O gerenciamento de CO2 no Pré-sal se cons-
tituiu em uma das dez tecnologias premia-
das no terceiro prêmio OTC da Petrobras em 
Houston em 2015 (Petrobras, 2015): “Primei-
ra separação de dióxido de carbono (CO2) em 
águas ultraprofundas com reinjeção do CO2 
em reservatórios produtores”. Como resulta-
do desta filosofia de projeto, além de garantir 
produção diária média de 88,3 milhões de me-
tros cúbicos diários de gás natural em condi-
ção normal em 2020 (ANP, 2021), a Petrobras 
já produziu, processou e reinjetou até o ano 
de 2019 cerca de 14,4 milhões de toneladas 
de CO2 em seus diversos ativos operados no 
Pré-sal da Bacia de Santos. Por esta marca, 
foi premiada com o Prêmio FIRJAN Ambien-
tal 2020, categoria Gases de Efeito Estufa e 
Eficiência Energética, com o Projeto “Captura, 

Uso e Armazenamento de Carbono (CCUS) no 
Processo de Produção de Óleo e Gás no Polo 
Pré-sal” (Petrobras 2020, Prêmio FIRJAN Am-
biental 2020). Esta marca, de acordo com o 
Global CCS Institute, coloca o projeto como 
um dos maiores hubs de CCUS (Carbon Captu-
re Utilization and Storage) do mundo, sendo o 
primeiro em ambiente offshore. 

O futuro do desenvolvimento da produção do 
Pré-sal na Bacia de Santos passa por uma nova 
geração de sistemas de produção capazes de 
lidar com volumes de gás natural associado 
ainda maiores – em campos cuja RGO pode ser 
dez vezes maior que a encontrada em Tupi – e 
com teores de CO2 acima de 40% (Passarelli et 
al., 2019; Anjos et al., 2019). Para superá-los, 
a Petrobras conta com o uso de tecnologias 
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de processamento e movimentação de gás 

com CO2 em ambiente submarino, dentre as 

quais se destaca o HiSEP® – uma tecnologia 

patenteada e em desenvolvimento, que per-

mite segregar boa parte do gás contendo alto 

teor de CO2 no fundo do mar, permitindo que 

ele seja reinjetado sem subir para as futuras 

UEP’s. O HiSEP® e outras tecnologias permi-

tirão, portanto, simplificar as plantas de pro-

cessamento de gás das futuras UEPs – que 

hoje ocupam cerca de 60% da área disponível 

no convés, liberando espaço para aumentar a 

produção de óleo.  Poderá também viabilizar 

a produção em áreas de altíssima RGO e CO2, 

onde hoje não é possível realizá-la devido ao 

porte e complexidade das plantas de proces-

samento (Passarelli et al., 2019).

5. INICIATIVAS PARA AUMENTO 
DO FATOR DE RECUPERAÇÃO

Para viabilizar o desenvolvimento das jazidas 

do Pré-sal, a Petrobras e seus parceiros ado-

taram, desde a fase de concepção dos proje-

tos, várias ações visando definir e implantar 

tecnologias que garantissem a explotação 

sustentável desses recursos. A injeção de 

água foi selecionada como método para man-

ter a pressão e elevar a recuperação desses 

campos. Esta é uma técnica bem conhecida, 

amplamente utilizada pela Petrobras em seus 

reservatórios de águas profundas, e que teria 

uma boa eficiência de deslocamento no cená-

rio do Pré-sal, por conta da baixa viscosidade 

do óleo. Seria inclusive uma opção mais segu-

ra face aos riscos associados à elevada hete-

rogeneidade, comum em muitos reservatórios 

carbonáticos. Porém, tais acumulações são 
portadoras de óleos que possuem, frequen-
temente, alto teor de gás dissolvido, com con-
centrações variáveis de gás carbônico (CO2). A 
alta produtividade de seus reservatórios im-
plicaria, portanto, na produção de volumes 
significativos de CO2.

Assim, foi também definido que o gás car-
bônico produzido seria separado do gás natu-
ral ao chegar em superfície e injetado de volta 
ao reservatório. A reinjeção da corrente rica 
de CO2, em um primeiro momento, foi plane-
jada seguindo a filosofia de descarte do mes-
mo, através de poços dedicados, evitando seu 
lançamento na atmosfera. Esse, por exemplo, 
foi o caso do primeiro poço injetor de gás a 
entrar em operação (9-RJS-665) na área de-
nominada de Piloto de Tupi. Já nessa época, 
no entanto, foi vislumbrada a oportunidade 
de maximizar o valor da injeção de CO2, caso 
a modalidade alternada com a água fosse viá-
vel (Pizarro e Branco, 2012; Vieira et al., 2020). 
A adoção desse procedimento possibilitaria 
alcançar uma sinergia entre preservação am-
biental, maior eficiência de recuperação de 
óleo e flexibilidade no gerenciamento do gás 
produzido. Do ponto de vista de reservató-
rios, algumas características eram favoráveis 
à aplicação do método de injeção alternada de 
água e gás. Dentre elas, podemos citar a baixa 
densidade do óleo, o alto teor de CO2 e as con-
dições propícias à miscibilidade (alta pressão 
e baixa temperatura).  

A tecnologia WAG (Water-Alternating-Gas in-
jection) busca conjugar os benefícios das inje-
ções contínuas de água e de gás em reservató-
rios de petróleo (Figura 5.1). A ideia é alternar 
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as injeções destes fluidos, em um mesmo poço, 
de forma que efeitos de escoamento multifási-
co na rocha-reservatório reduzam a mobilida-
de do gás e provoquem sua divergência para 
regiões inicialmente não varridas. A técnica foi 
proposta por Caudle e Dyes (1957) para melho-
rar o desempenho da injeção contínua de gás. 
O gás exerce o papel principal de aumentar a 
capacidade de extração de óleo por diferentes 

mecanismos, tais como: inchamento e redução 
de viscosidade do óleo; extração de compo-
nentes do óleo pelo gás e anulação da tensão 
interfacial  gás-óleo (efeito de miscibilidade). A 
água, por sua vez, permite que o gás maximize 
o volume de rocha contatado, elevando as efi-
ciências de varrido areal e vertical. Ela ajudaria, 
ainda, a carrear o óleo mobilizado pelo gás em 
direção aos poços produtores.

Figura 5.1. Desenho esquemático da injeção WAG.

Além dos benefícios citados para a recuperação 
adicional de óleo, o processo WAG é uma impor-
tante ferramenta para propiciar um gerencia-
mento mais efetivo do reservatório, em termos 
de controle da razão gás-óleo (RGO) dos poços 
produtores, fator relevante em se tratando de 
Unidades de Produção offshore com capacida-
des limitadas de processamento ao gás.

Apesar de ser bem conhecida na literatura 
científica e aplicada em outras bacias ao redor 
do mundo, a utilização do método WAG em 
ambientes como o do Pré-sal (poços satélites 

em águas ultraprofundas) era inédita. Em am-

bientes offshore, as dificuldades para implan-

tação desse tipo de tecnologia são maiores 

e demandam um planejamento com grande 

antecedência. A realização de um teste Piloto 

em campo mostrava-se fundamental, ao mes-

mo tempo em que acarretava, consequente-

mente, grandes desafios operacionais. Entre 

esses, foram mapeados riscos de formação de 

hidratos, deposição de asfaltenos e a própria 

operação de troca de fluidos injetados. Outras 

questões de reservatório estavam relaciona-

das à correta quantificação do desempenho 
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do método, os tempos de irrupção dos fluidos 
injetados e o ganho em recuperação adicional. 

Com base no contexto descrito acima, a Pe-
trobras definiu uma estratégia fundamenta-
da em três pilares para a validação da tecno-
logia: caracterização laboratorial, estudos de 
simulação numérica e testes de campo (Vieira 
et al., 2016, 2019). A análise e a integração do 
conhecimento obtido possibilitaram expandir 
o método para novas áreas, com segurança e 
maior robustez. 

Um extenso programa de amostragem, carac-
terização e modelagem de fluidos foi execu-
tado de forma a permitir a previsão adequada 
de suas propriedades em simulações compo-
sicionais de fluxo e o mapeamento de grada-
ções composicionais. 

Foram também desenvolvidos projetos de ca-
racterização do escoamento multifásico, em 
amostras da própria rocha-reservatório, vol-
tados especificamente à descrição dos fenô-
menos particulares da injeção WAG, ausentes 
ou negligenciáveis nas injeções contínuas de 
água ou gás. 

Diversos trabalhos de modelagem e simula-
ção de fluxo foram efetuados internamente, 
buscando a melhor representação do pro-
cesso e a incorporação das caracterizações 
supracitadas. Aspectos como modelagem da 
miscibilidade, heterogeneidades, digitações 
viscosas (fingering), graus de refinamento de 
malha, mudança de escala (upscaling), entre 
outros, foram analisados. Esses estudos, além 
de gerarem previsões de produção mais acu-
radas, auxiliaram na elaboração de diferentes 
cenários para otimização do método.

A aplicação da injeção WAG no Pré-sal foi 
iniciada com um teste piloto na área do mó-
dulo, denominado “Piloto de Tupi”, visando 
quantificar o desempenho em reservatório e 
também avaliar os aspectos operacionais, tais 
como aqueles associados ao momento da tro-
ca dos fluidos injetados. A Figura 5.2 ilustra a 
área do Piloto de Tupi, com os poços produto-
res e injetores. A planta de processo do FPSO 
Angra dos Reis (FCAR) separa a maior parte 
do CO2 do gás produzido, reinjeta uma corren-
te rica em gás carbônico e exporta para terra, 
através de gasoduto, o gás natural especifica-
do para a venda. O poço 9-RJS-665 era o inje-
tor dedicado para descarte de gás, segundo a 
concepção original.  Dois poços foram equipa-
dos como injetores WAG (9-RJS-687D e 8-LL-
-9-RJS). O outro injetor de água (8-LL-35D) 
foi perfurado e interligado posteriormente 
para complementar a malha de drenagem.

Os quatro anos de operação do Piloto WAG 
foram plenamente suficientes para validar a 
técnica, adquirir valiosas informações e es-
tabelecer as bases para a expansão em ou-
tros módulos da área de Tupi e demais cam-
pos do Pré-sal. As operações de trocas de 
fluidos foram consideradas bem sucedidas. 
Não foram identificados problemas opera-
cionais, eventos relacionados à formação de 
hidratos, perdas de injetividade ou outras di-
ficuldades relevantes. 

Os principais marcos do Piloto WAG, foram:

início da injeção de água no poço 9-RJS-687D 
- OUT/12;

início da injeção de água no poço 8-LL-9-RJS 
- MAI/13;
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troca para injeção de gás no poço 9-RJS-687D 

- JUN/13;

troca para injeção de gás no poço 8-LL-9-RJS 

- JUL/15; 

troca para injeção de água no poço 9-RJS-

-687D - JUL/15.  

Em relação aos impactos nos produtores, foram 

observados efeitos positivos das injeções cícli-

cas de água e gás sobre a RGO, corte de água 

(water cut) e estabilização da produção de óleo. 

À medida que o Piloto WAG fornecia resulta-

dos animadores, a técnica foi sendo expandi-

da para os demais módulos de Tupi, incluindo 

a área de Iracema, e para o campo de Sapi-

nhoá. Com o avanço da produção do Pré-sal 

ao longo dos últimos anos, foi possível di-

minuir ainda mais as incertezas em relação à 

aplicação do método em escala de campo, por 

conta da realização de dezenas de ciclagens 

de fluidos nos poços injetores, pelo acompa-

nhamento do comportamento da injetividade 

nestes poços e pela observação da resposta 

dos poços produtores. Até 31/07/2020, se-

tenta e três trocas de fluidos haviam sido rea-

lizadas em vinte poços.

A periodicidade entre trocas depende ainda 

de vários fatores. A partir de indicações ge-

radas pelos modelos de simulação, obteve-se 

um valor de referência que foi ajustado, caso 
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Figura 5.2 Mapa da área do piloto WAG no módulo piloto de Tupi.
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a caso, levando-se em conta aspectos como 
disponibilidade de gás para injeção, necessida-
de de se injetar mais gás por conta de alguma 
limitação na capacidade de exportação, situa-
ção dos poços produtores vizinhos (RGO, RAO, 
etc.), questões operacionais, disponibilidade 
de linhas submarinas de injeção de gás, etc.

Novamente, não ocorreram eventos inespera-
dos relacionados à injetividade tanto de água 
quanto de gás, deposição de asfaltenos ou 
formação de hidratos que impactassem a con-
tinuidade das ciclagens, nos períodos propos-
tos. Os resultados obtidos propiciaram maior 
segurança de que as cotas de injeção projeta-
das seriam cumpridas e confiança adicional na 
expansão do método para novas áreas.

Um monitoramento contínuo é feito em to-
dos os poços injetores WAG e produtores cir-
cunvizinhos, para análise e interpretação de 

performance, inferência de ganhos obtidos com 

o controle da produção dos fluidos e otimização 

do cronograma de ciclos. Dentre os parâmetros 

monitorados, destacam-se a concentração de 

traçadores químicos presentes na água e no gás 

produzidos; a taxa de declínio de produção de 

óleo, quando sob ciclos de injeção de água ou 

gás; a irrupção dos fluidos injetados e o subse-

quente comportamento de corte de água (Wcut) 

ou razão gás-óleo (RGO) ao longo dos ciclos. 

Existem alguns ótimos exemplos da contri-

buição do WAG para um gerenciamento mais 

efetivo do reservatório. Um dos mais signifi-

cativos está reproduzido na Figura 5.3. Tra-

ta-se do efeito dos ciclos realizados no poço 

8-LL-40, Área de Iracema, no produtor 7-LL-

-73D. Observa-se que o comportamento da 

evolução da RGO acompanha exatamente 

(com uma defasagem de tempo) as trocas 

realizadas no poço injetor.
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Figura 5.3 Efeito dos ciclos WAG na RGO do poço 7-LL-73D. No gráfico inferior, os ciclos de gás e água são representados, 
respectivamente, pelas cores vermelha e azul.
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O projeto conceitual para avaliação e implan-
tação da tecnologia WAG no Pré-sal seguiu 
etapas consistentes, de forma a consolidar o 
conhecimento teórico, experimental e prático 
obtidos, visando conferir segurança e robus-
tez aos passos seguintes. Face à avaliação po-
sitiva, os novos projetos dos campos em fase 
de desenvolvimento passaram a considerar a 
utilização do método desde o início da injeção.  
Um bom exemplo é o de Mero, que considera 
reinjeção de todo o gás produzido fazendo 
uso dessa técnica (Moczydlower et al., 2019), 
até pelo fato de o gás associado ter eleva-
do teor de CO2. Adicionalmente, as diversas 
equipes de projeto continuamente elaboram 
estudos para aprimorá-la e identificar novas 
oportunidades de implantação.  

Em resumo, a utilização dos métodos de re-
cuperação por injeção de gás/CO2, injeção de 
água e o acoplamento dos dois métodos, via 
injeção WAG, se configura em uma solução 
tecnológica elegante e eficiente que irá im-
pactar positivamente o gerenciamento e o 
desempenho da recuperação dos reservató-
rios do Pré-sal (Pizarro et al., 2017). 

Entre outras tecnologias, as aplicações WAG 
contribuíram para que a Petrobras fosse agra-
ciada com as seguintes premiações:

»	 OTC-2015, pelo primeiro uso do método 
WAG em águas ultraprofundas, no piloto 
de Tupi (Petrobras, 2015, 3º Prêmio OTC);

»	 OTC-Brasil 2019, pelo primeiro teste de 
Longa duração (TLD) que reinjetou o gás 
produzido, no campo de Mero (Petrobras, 
2019, Prêmio OTC Brazil);

»	 OTC-2020, pelo primeiro manifold de inje-

ção simultânea de água e gás pronto para 

operar, no campo de Búzios (Petrobras, 

2020, 4º Prêmio OTC).

6. INTERAÇÃO ROCHA-FLUIDO

Ao longo do tempo geológico, estabelece-se 

um equilíbrio químico e físico-químico dos 

fluidos presentes no reservatório (água, óleo 

e gás) com a rocha que constitui a jazida. Com 

a produção de petróleo e a injeção de água e/

ou CO2, esse equilíbrio é desfeito, levando aos 

fenômenos de interação rocha-fluido (IRF) – 

hoje uma “disciplina” que estuda as possíveis 

interações entre a rocha-reservatório e os 

fluidos injetados.

Antes da descoberta do Pré-sal, a Petrobras 

produzia petróleo predominantemente em 

arenitos nos quais a água produzida nos po-

ços é uma mistura mais simples, e facilmente 

calculável, entre a água de formação e a água 

injetada, com proporções que variam ao longo 

tempo. Pode-se dizer que os arenitos são pra-

ticamente “inertes” frente à injeção de flui-

dos. Nos carbonatos, o cenário é mais desa-

fiador. A água injetada pode, mais facilmente, 

reagir quimicamente com a rocha, causando 

alterações na composição da água produzida 

e em propriedades da rocha, como porosida-

de e permeabilidade. Essas reações são po-

tencializadas pela presença de CO2.  A mode-

lagem desses sistemas é complexa e requer a 

utilização de softwares especializados. A esse 

tipo de simulação dá-se o nome de “simulação 

do transporte reativo em meio poroso”.
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6.1 Interação rocha-fluido no Pré-sal

A disciplina “interação rocha-fluido” é ainda 
pouco explorada mundialmente nas simula-
ções em escala de reservatório. Quando os 
primeiros estudos com o reservatório do Pré-
-sal se iniciaram na Petrobras, em 2010, havia 
pouca informação na literatura, em particular 
de estudos nas condições de pressão, tempe-
ratura e teores de CO2 similares aos do Pré-sal. 
Havia uma lacuna experimental e de simula-
ção numérica, o que inviabilizava a previsão da 
composição dos fluidos produzidos. A deter-
minação da composição e do pH da água pro-
duzida é essencial para um projeto de produ-
ção. A estratégia de previsão e de prevenção de 
incrustações salinas se baseia no conhecimen-
to antecipado dos fluidos a serem produzidos 
em cada poço e na mistura no topside (equi-
pamentos da plataforma). O pH, por sua vez, é 
essencial na definição da metalurgia de poços 
produtores. No Pré-sal, essa avaliação é ainda 
mais crítica pela presença de contaminantes 
como o H2S e, principalmente, o CO2. Em virtu-
de das reações químicas, no caso específico de 
carbonatos, a composição da água produzida 
só pode ser corretamente prevista por meio de 
simulações de transporte reativo. 

Para viabilizar os estudos, foram desenvolvidos 
protocolos de ensaios laboratoriais que repro-
duzissem o cenário do Pré-sal. Esses ensaios, 
realizados nas dependências do Centro de 
Pesquisas Leopoldo Américo Miguez de Mello 
(CENPES, da Petrobras), permitiram identifi-
car as principais reações químicas e medir seus 
parâmetros cinéticos e termodinâmicos. Um 
laboratório foi projetado para atender a essa 
demanda, com reatores em material especial 

para lidar com fluidos salinos, altas pressões 
e teores de CO2. Amostras de rochas pulveri-
zadas foram colocadas em contato com água 
do mar ou água do mar dessulfatada e CO2. As 
modificações na composição do fluido foram 
acompanhadas por amostragens periódicas. 
Todos os minerais de interesse foram analisa-
dos individualmente para obtenção dos parâ-
metros associados às reações. 

A principal reação esperada em um carbonato 
submetido à injeção de água do mar dessul-
fatada é a dissolução da calcita (carbonato de 
cálcio – CaCO3). Embora ocorra na presença de 
água, essa reação é intensificada em meios 
com CO2. Outro carbonato comum no Pré-sal 
e que pode ser dissolvido durante a injeção 
de água é a dolomita – CaMg(CO3)2 (carbonato 
misto de cálcio e magnésio). Na presença de 
calcita, a dissolução da dolomita é uma reação 
secundária. Essas reações de dissolução vão 
aumentar as concentrações de cálcio, mag-
nésio e bicarbonato na água (quando com-
paradas aos valores estimados em um caso 
não reativo). Outros minerais que podem es-
tar presentes em menores proporções, mas 
ainda sujeitos a reações de dissolução, são: 
anidrita (sulfato de cálcio – CaSO4), celestita 
(sulfato de estrôncio – SrSO4) e estroncionita 
(carbonato de estrôncio – SrCO3). Em um sis-
tema real, todas essas reações podem ocorrer 
concomitantemente, o que torna o problema 
bastante complexo do ponto vista da mode-
lagem. A Figura 6.1.1 mostra as imagens de 
microtomografia durante teste de injeção de 
HCl (ácido clorídrico) em afloramento de cal-
cita. Nela é possível visualizar claramente a 
formação de canais pela dissolução da rocha. 
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Figura 6.1.1 Formação de canais em ensaio de injeção de água + HCl em amostra de rocha carbonática (imagem do 
laboratório de tomografia do CENPES).

A inclusão de reações químicas em um modelo 
de fluxo recebe o nome de transporte reativo 
em meio poroso. Pela definição, trata-se da mo-
delagem do transporte, através do meio poroso, 
de várias espécies químicas que reagem entre si 
em uma mesma fase (reações homogêneas) e 
com espécies químicas de outras fases (reações 
heterogêneas). Portanto, é a combinação de 
reações químicas e processos hidrodinâmicos.  

Para as simulações numéricas em escala de 
reservatórios, a Petrobras buscou o que havia 
de mais avançado na época. Embora estudos 
de reatividade com foco em produção de pe-
tróleo fossem raros, havia alguns simuladores 
voltados para armazenamento geológico de 
CO2. Dentre os softwares disponíveis, desta-
cava-se uma ferramenta do Instituto Francês 
de Petróleo e Energias Renováveis (IFPEN). 
Enxergando o potencial desse simulador, a 
Petrobras estabeleceu uma parceria com o 

IFPEN para desenvolvimento do COORES™, 
um software de transporte reativo capaz de 
reproduzir os fenômenos esperados nos re-
servatórios carbonáticos. O diferencial do 
COORES™ é a possibilidade de acoplamento 
ao software geoquímico ARXIM™, desenvolvi-
do pelo IFPEN em parceria com a universida-
de de Saint Étiènne e descrito em Maurand et 
al. (2009). Esse acoplamento permite prever 
as reações químicas entre o reservatório e os 
fluidos injetados, bem como a composição da 
água produzida e as alterações nas proprieda-
des permo-porosas do reservatório, na escala 
de reservatório. O banco de dados utilizado 
é calibrado de acordo com os resultados ex-
perimentais, refletindo as condições do Pré-
-sal e aportando confiabilidade às previsões. 
Essa integração entre laboratório e simula-
ção em escala de reservatórios foi essencial 
para o sucesso das modelagens de transpor-
te reativo, disponibilizando para a Petrobras 
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ferramentas computacionais inéditas até en-
tão, com enorme leque de aplicações práticas.

6.2 Impactos da interação rocha-fluido (IRF)

Em um inédito teste realizado em um poço do 
campo de Tupi em 2012, foi comprovada a exis-
tência da interação rocha-fluido em campo (ou 
seja, fora do laboratório), obtendo-se pela pri-
meira vez os parâmetros dessas interações em 
escala de poço. Desde então, muitos estudos 
já foram concluídos e atualmente as avaliações 
de IRF fazem parte do protocolo para avaliação 
do potencial de incrustações salinas no Pré-
-sal. Dentre os benefícios dos estudos de IRF 
no Pré-sal, destacam-se: (1) subsídios para a 
decisão de troca de metalurgia nobre por me-
talurgia mais simplificada em parte dos poços 
produtores e (2) determinação das condições 
operacionais adequadas, visando ao aumento 
da eficiência de injeção de água pelo by pass 
parcial ou total das Unidade de Remoção de 
Sulfato (URS) existentes nos FPSOs.

Na ausência de reatividade, o pH da água 
produzida no Pré-sal poderia chegar a valo-
res próximos a três, pela presença de CO2 em 

solução. Caso fosse confirmado, esse pH im-

plicaria na utilização de um material extrema-

mente caro, e sem fabricação nacional, para 

a construção de poços, conforme apontado 

por Beltrão et al. (2009). Com os estudos de 

IRF, foi possível mostrar que, em virtude das 

reações químicas, o pH seria suficientemente 

elevado (bem acima de três) para viabilizar a 

utilização de materiais menos nobres e mais 

baratos, como visto em Joia (2013).

No caso do by pass da URS, por meio de en-

saios de laboratório e simulações de intera-

ção rocha-fluido, foi possível mostrar que 

algumas reações no reservatório podem con-

sumir parte do sulfato injetado presente na 

água do mar (Figura 6.2.1), fazendo com que 

a concentração que chega de fato à água pro-

duzida seja menor do que a esperada. Assim, 

os riscos de precipitação de sais insolúveis na 

coluna de produção são reduzidos, conforme 

mostrado em Gomes et al. (2012). Essa cons-

tatação ajudou a viabilizar a aprovação do by 

pass parcial ou integral das URS em várias 

unidades, sendo um caso bem-sucedido de by 

pass integral desde 2015.

Figura 6.2.1 Cristais de anidrita (pontos brancos) precipitados em plugue de carbonato após ensaio de reator com água do 
mar e CO2, 130°C e 4.000 psi.
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7. CONTROLE DE INCRUSTAÇÕES 
SALINAS

O termo incrustação tem sido definido, de 

modo geral, como formação de depósito inor-

gânico aderido (Cowan & Weintritt, 1976) a 

uma superfície. Na indústria do petróleo, está 

relacionado à precipitação de sais a partir da 

água produzida junto com o petróleo, devido à 

supersaturação e formação de depósitos mi-

nerais, geralmente cristalinos. Portanto, pode 

ocasionar severas perdas de produção de óleo 

e gás com impacto econômico. Águas de for-

mação com alta salinidade e concentração 

iônica, associadas aos reservatórios do Pré-

-sal, em teoria, podem formar incrustações 

na rocha-reservatório; nos intervalos abertos 

para a produção; nas colunas de produção, 

incluindo equipamentos como Inflow Comple-

tion Valves (ICV) na completação inteligente 

(C.I.); nas árvores de natal molhadas (ANMs); 

nas linhas de escoamento; nos equipamentos 

submarinos e na planta de processamento 

nos navios-plataforma (FPSO). Em função do 

potencial de incrustação, antecipam-se estra-

tégias de controle integradas com soluções 

tecnológicas desenvolvidas para a prevenção 

e mitigação de incrustações, refletindo po-

sitivamente no fator de recuperação (Rosa-

rio et al.,2001, Bezerra et al., 2004, Gomes et 

al.,2012, Bezerra et al., 2013). 

As incrustações salinas mais comuns no Pré-

-sal são de carbonatos de cálcio (CaCO3) – cal-

cita, aragonita e/ou vaterita. Elas são forma-

das durante a produção por dois motivos. O 

primeiro é alto teor de cálcio e bicarbonato 

nas águas de formação. O segundo é o des-

locamento de CO2 da fase aquosa para a fase 

hidrocarboneto, causada pela diminuição da 
pressão e eventual aumento de tempera-
tura na planta de processo. A diminuição de 
pressão pode estar relacionada ao drawdown 
(diferença de pressão) próximo ao poço pro-
dutor, ou à queda de pressão no reservatório 
como um todo. Altas temperaturas podem ser 
necessárias nas plantas de processamento 
dos FPSO’s, para manter o petróleo na espe-
cificação requerida. Produtos químicos que 
tornam o pH mais alcalino também potencia-
lizam a precipitação de carbonato de cálcio, 
como, por exemplo, alguns produtos seques-
trantes de H2S e biocidas.

As incrustações de sulfatos de bário (barita: 
BaSO4), cálcio (anidrita CaSO4) e de estrôncio 
(celestita: SrSO4) podem ocorrer secundaria-
mente no Pré-sal, sendo minimizadas com o 
uso de unidades de remoção de sulfato (URS) 
da água do mar injetada no reservatório. Con-
tudo, caso a rocha carbonática apresente 
sulfatos minerais solúveis na sua composi-
ção, como a anidrita, a água injetada poderá 
incorporar sulfato da rocha, disponibilizando 
sulfatos que poderão precipitar. Incrustações 
mistas de carbonatos e naftenatos (precipi-
tação de ácidos naftênicos em presença de 
cálcio e sódio) são pouco comuns, embora já 
tenham ocorrido na Bacia de Campos, no ce-
nário de mistura de petróleos produzidos de 
reservatórios do Pós-sal e do Pré-sal (Bezer-
ra, et al., 2013, Nichols et al., 2014). 

O gerenciamento e o controle das incrusta-
ções requerem integração entre equipes de 
reservatórios, engenharia de poços, proces-
samento, submarina e garantia de escoa-
mento, de forma a prever as precipitações 
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em todos os pontos do sistema de produção, 
reproduzindo as condições operacionais. Para 
que isso ocorra, são necessários estudos de 
potencial e estratégias de prevenção e de re-
mediação (Bezerra et al.,2013; Venâncio et al., 
2017; Almeida et al.,2020). Com esse objeti-
vo, utilizam-se modelos computacionais com 
base termodinâmica e dados experimentais 
(Kaasa, 1998; Scale SoftPitzer, 2015). 

A prevenção das incrustações salinas no Pré-
-sal se baseia em múltiplas tecnologias e es-
tratégias, como: o uso de URS, dosagem de 
produtos químicos inibidores de incrustação 
de fundo de poço (downhole, subsea), injeção 
contínua de inibidor de incrustação na plan-
ta de processamento (topside), tratamentos 
químicos com inibidores injetados no reserva-
tório (ou seja, squeeze de inibidores de incrus-
tação). Os tratamentos de squeeze são pre-
ferencialmente realizados de forma remota, 
sem sonda, e somente com uso de barcos de 
companhias de serviço em poços. São injeta-
dos produtos que são quimicamente retidos 
nos poros das rochas-reservatório e poste-
riormente liberados durante a produção dos 
fluidos. O tempo de vida destes tratamentos 
é dimensionado com base em experimentos 
laboratoriais e depois simulados para a escala 
de poço. Em casos de falhas nos sistemas de 
dosagem contínua downhole, o squeeze torna-
-se a principal alternativa para proteger o sis-
tema de produção. Também integra a estraté-
gia de controle de incrustações a vigilância de 
poço com sensores de pressão e temperatura 
(PDG, TPT). Adicionalmente, a composição 
química da água produzida é monitorada para 

que os dados sejam integrados a um sistema 

digital de vigilância, possibilitando um diag-

nóstico ágil e a implementação de ações pre-

ventivas e corretivas.

7.1. Casos históricos e lições aprendidas

7.1.1. Teste de longa duração (TLD) na 
Bacia de Campos

O marco zero do início da produção na cama-

da Pré-sal foi o TLD (teste de longa duração) 

nas rochas carbonáticas do Andar Alagoas do 

Campo de Jubarte, na Bacia de Campos, ini-

ciado em agosto de 2008. Através da iniciati-

va exploratória Projeto Varredura, buscou-se 

encontrar acumulações no Pré-sal próximo de 

infraestruturas já instaladas para produzir no 

Pós-sal, ganhando-se, assim, tempo para ini-

ciar a produção. Nesse contexto, este TLD foi 

um laboratório para obtenção de proprieda-

des do reservatório, além de operações visan-

do controle de incrustações salinas, inicial-

mente na presença de H2S, e, em seguida, com 

o primeiro squeeze de inibidor de incrustação 

feito no Pré-sal. 

Foram dois eventos de incrustação de carbo-

nato de cálcio com impacto na produção. O 

primeiro foi potencializado pelo aumento do 

pH, devido ao uso de um determinado seques-

trante de H2S, precipitando sólidos de com-

posição aragonítica carreados até a planta de 

processo (Figura 7.1.1.1), reduzindo drastica-

mente a vazão. Após o diagnóstico, foi reali-

zada a substituição imediata do sequestrante 
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de H2S, controlando a ocorrência de incrusta-

ções. Tal evento constituiu-se em importante 

lição aprendida para operações futuras na Ba-

cia de Santos, em áreas com presença de H2S, 

como Búzios, por exemplo. 

Retomada a produção, observou-se um declí-

nio lento do índice de produtividade do poço. 

O monitoramento da pressão indicou possível 

restrição por precipitação de carbonato de 

cálcio na interface reservatório-poço e no sis-

tema de produção. Interpretação fundamen-

tada com os resultados obtidos pelo simula-

dor termodinâmico MultiScale (Kaasa, 1998) e 

dados de água da formação de fundo do poço 

(Tabela 7.1.1.1). Foram realizados dois trata-

mentos de squeeze de inibidor de incrustação, 

minimizando o declínio de produção.

Tabela 7.1.1.1 – Composição química da água de formação (Bezerra et al., 2013)

Constituintes mg/l

Na+ 68812

K+ 3955

Mg++ 1184

Ca++ 14485

Ba++ 22

Sr++ 1509

Fe total 22

Cl 171400

SO4
2 340

Br 5

Acetato 15

pH (25 °C) 6,1

Alcalinidade (mg/L HCO3) 386

Salinidade (mg/L NaCl) 282822

Figura 7.1.1.1 Carbonato de cálcio (aragonita) precipitado durante a produção e carreado até a planta de processo.
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7.1.2. Planta de processamento (FPSO) 
na Bacia de Santos

A ocorrência de incrustação, majoritariamen-
te carbonato de cálcio, foi diagnosticada em 
planta de processamento de um FPSO da Ba-
cia de Santos, no qual estavam interligados 
poços produtores dos reservatórios do Pré-
-sal do Campo de Tupi. Para manter a especi-
ficação do petróleo e garantir a eficiência da 
separação de água na planta de processo, foi 
necessário efetuar mudanças nas condições 
de operação dos permutadores de calor para 
temperatura acima de 135°C na parede dos 
tubos de troca térmica, potencializando a for-
mação de incrustação carbonática. No diag-
nóstico realizou-se a caracterização química 
da incrustação coletada em diferentes pontos 
da planta de processamento, utilizando mi-
croscopia eletrônica de varredura (MEV/EDS) 
e difração, além de fluorescência de raios-X.  
O protocolo laboratorial foi fundamentado 
por Rosa et al. (2016) para avaliação da esta-
bilidade térmica de inibidores de incrustação, 
em nível molecular. A amostragem do óleo foi 
realizada na linha de surgência dos poços pro-
dutores, interligados ao FPSO, visando a se-
paração da água para posterior análise quími-
ca. Foi efetuada a simulação em laboratório da 
mistura complexa de águas na planta de pro-
cessamento e preparação de água produzida 
sintética, reproduzindo a mistura de águas 
em equilíbrio (antes da precipitação de car-
bonatos). A partir da água produzida sintética 
e dos produtos químicos em avaliação, foram 
feitos os seguintes testes: compatibilidade de 
fluidos com desemulsificantes, polieletróli-
to, inibidor de incrustação e água produzida, 

estabilidade térmica e eficiência de inibição 

de incrustação em ensaios estático e dinâmi-

co (PDC - Precipitação Dinâmica em Capilar). 

O desenvolvimento do protocolo de testes 

permitiu que um novo inibidor de incrustação 

fosse selecionado e sua formulação química 

fosse qualificada para uso especificamente na 

planta de processamento. Após testes para 

definição de dosagem mínima e eficiência 

para altas temperaturas, o inibidor de incrus-

tação foi dosado, possibilitando a prevenção 

da incrustação e a operação da planta mesmo 

para temperatura máxima de 135°C. A solução 

para o problema de incrustação nos permuta-

dores de calor do trem de produção do FPSO 

foi implantada, mostrando o alto grau de re-

levância e impacto econômico. Dessa forma, a 

incrustação foi controlada, permitindo a fle-

xibilidade no processamento e garantindo a 

especificação do petróleo.

8. SISTEMAS SUBMARINOS

O ambiente em que se encontram as desco-

bertas do Pré-sal, em especial as da Bacia de 

Santos, apresenta alguns desafios para os 

sistemas submarinos, além de dificuldades 

de transporte e logística. Os maiores desafios 

identificados foram:

»	 condições meteoceanográficas mais seve-

ras na região do Polo Pré-sal da Bacia de 

Santos, quando comparadas às condições 

da Bacia de Campos;
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»	 produzir óleo e gás em um local muito 
distante da costa e sem infraestrutura de 
produção pré-instalada: 300 km distante 
da costa, com lâmina d’água 2.200 m de 
profundidade (mais de 5 vezes a altura do 
Pão de Açúcar);

»	 tecnologia capaz de suportar as altas 
pressões dos reservatórios e os contami-
nantes presentes nos fluidos produzidos.

Superando o desafio com planejamento e per-
sistência, o trabalho da Petrobras e empresas 
parceiras no Pré-sal se tornou referência na 
indústria e levou a Companhia a conquistar 
mais dois prêmios OTC em Houston. Em 2015, 
pelo conjunto de tecnologias desenvolvidas 
para a produção da camada Pré-sal e, em 
2020, pelo conjunto de tecnologias aplicadas 
nos sistemas de produção do campo de Bú-
zios. Além do prêmio OTC Brasil 2019, pelo 
conjunto de inovações desenvolvidas no Teste 
de Longa Duração (TLD) de Libra (atualmente, 
Campo de Mero).

Foram desenvolvidas e utilizadas diversas 
tecnologias inéditas nos sistemas submari-
nos em cenário de águas ultraprofundas, ini-
cialmente aplicadas nos Campos de Tupi e Sa-
pinhoá, e que resultaram no Prêmio OTC 2015 
(Petrobras, 2015, 3º Prêmio OTC), contribuin-
do para estabelecer novos padrões em sis-
temas submarinos e sistemas de ancoragem 
das plataformas para toda a indústria de óleo 
e gás. Algumas destas tecnologias, conforme 
Paulo (2013), Fraga et al. (2014), Campello e 
Morikawa (2014), Paulo et al. (2015), Caldeira 

et al. (2017), Petrobras (2021), são apresenta-
das nos itens de 8.1 a 8.9 a seguir.

8.1. Primeira boia de sustentação de 
risers (BSR)

Risers são dutos que conduzem o petróleo ou 
o gás do fundo do mar até a plataforma flu-
tuante. Quando é instalado em suspensão na 
água, submetido à força da gravidade e fixa-
do apenas pelas suas extremidades, uma no 
poço e outra na plataforma, o riser assume a 
forma aproximada de uma curva catenária.

Os movimentos da plataforma causados pela 
ação das ondas e correntes marítimas fazem 
com que o duto se mexa, gerando fadiga no 
material metálico e reduzindo o tempo duran-
te o qual eles podem operar. Por isso, a Petro-
bras criou uma solução pioneira na indústria: 
uma boia, instalada a cerca de 250 metros de 
profundidade, que sustenta o peso dos risers, 
apelidada carinhosamente na Petrobras de 
“boião” (Figura 8.1.1). Com esta configuração, 
os movimentos da plataforma flutuante não 
são transferidos integralmente aos risers rígi-
dos, diminuindo o dano por causa da fadiga e 
garantindo sua vida útil mesmo em condições 
meteoceanográficas severas.

Cada BSR (boia de sustentação de risers) ocu-
pa uma área correspondente a meio campo de 
futebol e pesa cerca de 2.700 toneladas. Duas 
boias foram instaladas no projeto piloto do 
campo de Sapinhoá e outras duas no campo 
de Tupi NE.
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Figura 8.1.1 Boia de Sustentação de Risers – BSR (Acervo Petrobras).

8.2. Primeiro riser rígido desacoplado em 
catenária livre (steel catenary riser - SCR) 

O primeiro riser rígido desacoplado em catenária 

livre (steel catenary riser - SCR) é composto por 

tubos com liner, instalados pelo método reel lay 

(carretel). Os risers rígidos apoiados diretamen-

te na Boia de Sustentação de Risers (BSR) foram 

os primeiros risers do tipo SCR que emprega-

ram tubos de aço carbono revestidos interna-

mente com liner metálico (revestimento para 

proteção interna de tubos de aço resistente à 

corrosão). Procedimentos especiais e testes de 

qualificação permitiram a utilização desses tu-

bos em condições dinâmicas e viabilizaram sua 

instalação pelo método reel lay. Neste método, 

o lançamento das linhas utiliza navios equipa-

dos com carretéis, tendo como vantagem, se 

comparado aos métodos convencionais, a maior 

velocidade de instalação de dutos no fundo do 

mar. Aproximadamente 100 km destes tubos 

com liner metálico foram instalados nos proje-

tos Piloto de Sapinhoá e Tupi NE.

8.3. Tecnologias Steel Laze Wave Risers 
(SLWR) e riser híbrido autosustentável 
(RHAS)

Instalação do mais profundo riser rígido em 

configuração lazy wave (SLWR) e riser rígido 
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híbrido autosustentável (RHAS) com maior 
tanque de flutuação.  Os Steel Lazy Wave Ri-
sers (SLWR) são risers de aço instalados com 
um conjunto de flutuadores (boias), em uma 
configuração em corcova, ligados diretamen-
te à unidade flutuante de produção (Figura 
8.3.1). O primeiro sistema deste tipo no mun-
do, projetado e construído para suportar os 
movimentos do navio-plataforma no ambien-
te adverso do Pré-sal, foi instalado em uma 
profundidade de água de 2.140 m, conectado 
ao FPSO Cidade de Ilhabela (projeto de Sapi-
nhoá Norte).

Para escoar o gás produzido pelos FPSO Ci-
dade de Ilhabela e Cidade de Mangaratiba, foi 

necessário utilizar outra inovação tecnológica 

que suportasse as severas condições de mar e 

as grandes profundidades, o riser híbrido auto 

sustentável (RHAS). Cada RHAS é composto 

por um duto rígido vertical sustentado por um 

tanque de flutuação e conectado ao FPSO por 

um duto flexível chamado de jumper (Figura 

8.3.2). O tanque de flutuação instalado em 

profundidade de 100m tem capacidade para 

suportar 900 toneladas. Este sistema subma-

rino funciona de forma desacoplada do FPSO, 

permitindo reduzir os impactos gerados pela 

movimentação da plataforma sobre os dutos, 

além de proporcionar independência entre as 

atividades de instalação dos dutos rígidos e 

do FPSO.

Figura 8.3.1 Steel Lazy Wave Riser – SLWR (Acervo Petrobras).
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Figura 8.3.2 Riser Híbrido Auto Sustentável – RHAS (Acervo Petrobras).

8.4.  Mais profundo riser flexível (lâmina 
d'água de 2.200 m)

O riser flexível é composto por tubo multica-

mada (camadas em material metálico e outras 

em material polimérico), que transporta o pe-

tróleo no fundo do mar até à plataforma de 

produção (Figura 8.4.1). Para uso nos projetos 

do Pré-sal, esta tecnologia passou por um 

desenvolvimento específico para atender ao 

serviço corrosivo e às pressões induzidas pe-

las águas ultraprofundas. O riser flexível em 

maior profundidade (2.220 m) foi instalado no 

Campo de Tupi, no projeto Iracema Sul.
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Figura 8.4.1 Camadas de um duto flexível.
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8.5. Primeira aplicação de risers flexíveis 
com monitoramento integrado

Primeira aplicação de risers flexíveis com siste-
ma integrado de monitoramento dos arames 
de tração. Os arames da armadura de tração 
formam a camada do riser flexível responsável 
por resistir aos esforços de tração, tais como 
o peso próprio. Um sistema baseado em duas 

novas tecnologias proprietárias da Petrobras 

- conector olho mágico (terminação customi-

zada que permite acesso à armadura) e MODA 

(fibras  s coladas diretamente nos arames das 

armaduras) - permite identificar danos estru-

turais no riser, emitindo sinal de alerta, para 

que ações de manutenção sejam planejadas 

e executadas de forma precoce (Figura 8.5.1).

Flexible Riser

Spyhole

Top End Fitting

Optical Fiber Sensors

Figura 8.5.1 Terminação de riser flexível com sistema integrado de monitoramento dos arames de tração.

8.6. Maior turret do mundo

O turret consiste em um equipamento de an-

coragem utilizado em algumas embarcações 

do tipo FPSO. Por ele passam as diversas 

tubulações que conectam os poços à plata-

forma. Ao concentrá-las em um único pon-

to de entrada, o FPSO pode girar no próprio 

eixo para manter o alinhamento ao vento e à 

correnteza, sem, por exemplo, emaranhar os 

cabos e tubulações a ela conectados (Figura 

8.6.1). Para o projeto do teste de longa du-

ração (TLD) de Libra, foi desenvolvido o tur-

ret com maior capacidade de suportar carga 

vertical do mundo, 700 toneladas por linha 

submarina. Outro marco foi o primeiro pré-

-lançamento de linhas flexíveis (dutos) com 

flutuadores em águas ultraprofundas. Para se 

ter ideia da grandiosidade desse método, cada 

curva das linhas tem uma altura de 600m, ou 

o equivalente a quase dois Empire State Buil

ding subaquáticos. Esse método permitiu 

a instalação da estrutura de equipamentos 

submarinos, antes mesmo da chegada do na-

vio-plataforma Pioneiro de Libra. Resultado: a 

produção do poço foi antecipada em 43 dias 

em comparação com os prazos convencionais.
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Figura 8.6.1 Navio Plataforma (FPSO) tipo turret (Petrobras, Banco de Imagens).

8.7. Sistema otimizado de 20 linhas de 
ancoragem

Comenta-se o primeiro sistema otimizado de 
20 linhas de ancoragem com estacas torpedo 
para FPSOs em águas ultraprofundas e nova 
abordagem de configuração do sistema de ri-
sers submarinos. Esta tecnologia consistiu na 
redução do raio de ancoragem e da quantida-
de de linhas de ancoragem de 24 para 20. Ao 
proporcionar uma maior folga entre as linhas 
de ancoragem, obteve-se um maior espa-
ço para as conexões dos risers, o que permi-
tiu otimizar o projeto das configurações (em 
lazy wave) do sistema de risers submarinos, 
encurtando em 60km o comprimento total 
das linhas submarinas e reduzindo em 40% a 
quantidade de módulos de flutuação (boias). 
Além disso, foram utilizadas as maiores esta-
cas torpedos já empregadas pela indústria.

8.8. Primeira linha flexível produtora de 
oito polegadas em águas ultraprofundas 
com sistema de anular controlado

Os elevados teores de CO2 e H2S exigiram o 
desenvolvimento de soluções pioneiras, como 
a primeira linha flexível de produção de oito 
polegadas equipada com Sistema de Anular 
Controlado, conhecido como CAS (Controled 
Annulus System), para águas ultraprofundas. 
O diâmetro maior destes dutos permitiu um 
aumento de 40% na vazão, em comparação 
com os projetos usuais com linhas de seis po-
legadas. Essa melhoria resultou em vazões 
máximas de 65 mil barris de óleo por dia, um 
recorde para os poços offshore. Essas altas 
vazões permitiram, por exemplo, alcançar a 
capacidade máxima de produção de algumas 
plataformas de Búzios com apenas três poços. 
Esse inovador sistema de anular controlado 
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dos dutos flexíveis também permite o maior 
controle da integridade e a redução dos cus-
tos operacionais com menos inspeções e in-
tervenções submarinas. Importante esclare-
cer que essas vazões tão elevadas por poço 
foram obtidas com auxílio de novas tecnolo-
gias, mas não unicamente por este motivo. As 
características excepcionais de reservatório 
também contribuíram.

8.9. Primeiro manifold de injeção 
simultânea de água e gás

Este equipamento submarino foi projetado e 
desenvolvido para injetar simultaneamente 
água e gás e fazer a seleção do fluido para cada 
um dos poços interligados, evitando a instala-
ção de quase 100km de linhas submarinas.

9. CONSIDERAÇÕES FINAIS

O desenvolvimento tecnológico para produ-
ção em águas profundas na Bacia de Campos 
seguiu a gradual dinâmica das descobertas da 
época (final dos anos 70, década de 80 e 90), 
com grau crescente de afastamento da costa, 
desde as águas rasas até as ultraprofundas. Da 
descoberta de Garoupa, em 1974, até a desco-
berta de Roncador, em 1996, por exemplo, fo-
ram 22 anos. No Pré-sal, em especial na Bacia 
de Santos, muitas descobertas foram feitas 
em um tempo curto de sete anos, entre 2006 
e 2013, tais como Tupi (Campo de Tupi), Cario-
ca (Campo de Lapa), área de Iara (Campos de 
Berbigão, Sururu, Atapu), Guará (Campo de 
Sapinhoá), Franco (Campo de Búzios), Libra 

(Campo de Mero), Nordeste de Tupi (Campo de 
Sépia) e Florim (Campo de Itapu). Esse tempo 
reduzido entre grandes descobertas exigiu um 
esforço concentrado para fornecer as soluções 
tecnológicas e implantar os projetos de desen-
volvimento da produção do Pré-sal. No entan-
to, sem dúvida, a trajetória anterior de apren-
dizado com a produção em águas profundas e 
ultraprofundas na Bacia de Campos contribuiu 
para o sucesso no Pré-sal. 

Entre os principais marcos atingidos para a 
produção no Pré-sal podemos elencar alguns:

»	 agosto de 2008: Marco Zero do início da 
produção na camada Pré-sal, na Bacia de 
Campos, poço ESS-103A, Parque das Ba-
leias, Espírito Santo. Interligado à P-34, 
que já produzia em arenitos turbidíticos 
do Campo de Jubarte, o poço ESS-103A 
foi aberto para a produção no Pré-sal com 
vazão de óleo de 17.600 bpd. O aprendiza-
do tecnológico em avaliação de formações 
em Tupi foi decisivo para que a empresa 
retornasse para reavaliar esta área, que já 
havia sido perfurada anteriormente, mas 
sua importância não fora plenamente per-
cebida em um primeiro momento; 

»	 maio de 2009: Marco Zero da produção da 
camada Pré-sal na Bacia de Santos, o início 
do teste de longa duração (TLD) no Piloto 
de Tupi, no poço 3-RJS-646, interligado ao 
FPSO BW Cidade de São Vicente;  

»	 outubro de 2010: 1º Óleo produzido para 
o FPSO Cidade de Angra dos Reis em Tupi. 
O Piloto de Produção de Tupi, considerado 
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oficialmente iniciado a partir de janeiro de 
2011, viria a ser um grande laboratório de 
aplicação de campo de várias tecnologias 
e métodos de recuperação no Pré-sal; 

»	 setembro de 2011: Gasoduto ROTA 1 
pronto para iniciar o escoamento do gás 
do Piloto de Tupi. Com o início da operação 
do FPSO Cidade de Angra dos Reis, o CO2 
produzido junto com o gás passaria a ser 
separado no convés do FPSO e reinjetado 
no reservatório, enviando-se o gás puri-
ficado e com baixo CO2 para o gasoduto. 
Minimizavam-se as emissões e disponibi-
lizava-se CO2 para injeção no reservatório, 
visando testar os ganhos de recuperação 
do método de injeção alternada de água e 
gás rico em CO2 (WAG);

»	 junho de 2014: atingida a produção de 500 
mil barris de óleo por dia em 24 de junho 
na camada Pré-sal, apenas seis anos após 
iniciada a produção e com apenas 25 poços 
completados, com produção média diária 
por poço de 20.000 barris (bpd/poço). An-
teriormente, a Petrobras havia atingido a 
marca de 500 mil após 31 anos de produção 
em terra e águas rasas (1953-1984), com 
4.108 poços produtores e produção média 
diária por poço de 120 barris (bpd/poço);

»	 maio de 2015: a Petrobras foi agraciada 
com o 3o Prêmio OTC (Offshore Technolo-
gy Conference), pelos resultados atingidos 
no Pré-sal, de acordo com o texto original 
da premiação: “Recognizing Petrobras’ 
pre-salt development for their successful 
implementation of ultra-deepwater solu-
tions and setting new water depth records. 

Petrobras increased their efforts in tech-
nology development to exploit this hard-
to-access resource, in waters up to 2,200 
m (7,200 ft). By the end of 2014, Petrobras 
was producing more than 700,000 bpd of 
oil in the pre-salt layer of the Campos and 
Santos basins. The oil and gas production 
in this challenging environment demand-
ed the development of different riser sys-
tems, which were successfully applied and 
are now available for the industry. Addi-
tionally, Petrobras achieved a significant 
reduction in the drilling and completion 
time for wells”. Foram destacadas dez tec-
nologias usadas de forma pioneira: 1 - pri-
meira boia de sustentação de risers (BSR); 
2 - primeiro riser rígido desacoplado e em 
catenária livre, chamado de steel catenary 
riser (SCR); 3 - mais profundo steel lazy 
wave riser (SLWR); 4 - mais profundo ri-
ser flexível, a 2.220m; 5 - primeira aplica-
ção de risers flexíveis com monitoramento 
integrado; 6 - recorde de profundidade 
para perfuração de um poço submarino 
com a técnica de PMCD (pressurized mud-
cap drilling); 7 - primeiro uso intensivo de 
completação inteligente em água ultra-
profunda; 8 - primeira separação de CO2 
associada à reinjeção; 9 - mais profundo 
poço submarino de injeção de gás com 
CO2; e 10 - primeiro uso do método de in-
jeção WAG em água ultraprofunda.

»	 maio de 2016: foi atingida a produção de 
um milhão de barris de óleo por dia na 
camada Pré-sal das Bacias de Santos e 
Campos no dia 16 de maio. Oito anos após 
iniciada a produção no Parque das Baleias 
e apenas dez anos depois da primeira 
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descoberta comercial no Pré-sal da Bacia 
de Santos, Tupi, em 2006. Essa produção 
foi atingida com apenas 52 poços comple-
tados e vazão média por poço de 19.230 
barris de óleo diários por poço (bpd/poço);

»	 fevereiro de 2017: foi atingida a produção 
diária de óleo de 1,5 milhão de barris no 
dia 8 de fevereiro, na camada Pré-sal das 
Bacias de Santos e Campos; 

»	 outubro de 2019: a Petrobras foi agracia-
da com premiação na OTC Brazil em reco-
nhecimento às inovações introduzidas no 
teste de longa duração de Libra, no atual 
Campo de Mero. Foram destacadas algu-
mas tecnologias inovadoras: 1 – solução 
inovadora ambiental e de reservatórios no 
1º teste de longa duração offshore, cons-
tituído de dois poços, um produtor e ou-
tro injetor, no qual todo o gás produzido 
– incluindo o CO2 – foi reinjetado no reser-
vatório; 2 -  poço com recorde mundial de 
vazão de produção em águas profundas 
da indústria até aquela data, 58 mil barris 
diários (ultrapassado posteriormente em 
Búzios); 3 – a ampliação dos diâmetros dos 
dutos de 6” para 8”, o que contribuiu para 
bater o citado recorde de vazão de produ-
ção; 4 -  método inédito de montagem da 
estrutura antes da chegada do navio-pla-
taforma, com ganho de tempo; e 5 – maior 
turret da indústria mundial;

»	 maio de 2020: a Petrobras foi agraciada com 
sua 4ª premiação na OTC em Houston, em 
reconhecimento às implantações de pro-
jetos e inovações introduzidas no Cam-
po de Búzios. Em razão das restrições 

decorrentes da pandemia de COVID-19, a 
cerimônia da premiação não aconteceu em 
2020, tendo sido postergada a cerimônia 
de entrega deste prêmio para 15 de agos-
to de 2021. Na candidatura da Petrobras 
para o prêmio, foram destacados o início 
das operações de quatro FPSOs em um 
período de apenas onze meses, com capa-
cidade para 600 mil barris diários no total, 
bem como algumas tecnologias pioneiras: 
1 – primeiro sistema otimizado de 20 li-
nhas de ancoragem com estacas torpedo 
para FPSOs em águas ultraprofundas; 2 
– sistema computacional que otimizou e 
reduziu em 60 km o comprimento das li-
nhas submarinas de escoamento; 3 -  linha 
flexível de 8” com sistema de anular con-
trolado, o que  permitiu ampliar em 40% a 
vazão dos poços, permitindo obter  vazões 
de produção superiores a 60 mil barris diá-
rios equivalentes;  4 – primeiro manifold 
de injeção simultânea de água e gás pron-
to para operar; 5 – primeiro uso intensivo 
de completação inteligente em cenário de 
perda total de fluidos; e 6 -  maior aqui-
sição sísmica com sensores de fundo ma-
rinho do tipo OBN (Ocean Bottom Nodes) 
em águas ultraprofundas;

»	 agosto de 2020: a produção de petróleo e 
gás da camada Pré-sal superou os 2,7 mi-
lhões de barris diários de óleo equivalente, 
mais de 70% da produção nacional. Em de-
zembro de 2020, já estavam em operação 
19 sistemas de produção no Pré-sal da ba-
cia de Santos, explotando exclusivamen-
te esta camada, em águas ultraprofun-
das. Adicionalmente, havia oito sistemas 
de produção na Bacia de Campos, vários 
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destes produzindo simultaneamente pe-
tróleo da camada do Pré-sal e do Pós-sal; 

»	 janeiro de 2021: conforme o Boletim da 
Produção de Petróleo e Gás Natural da 
Agência Nacional de Petróleo Gás Natural 
e Biocombustíveis (ANP,2020), a produção 
do Pré-sal, oriunda de 119 poços, foi de 
2,074 milhões de barris diários de petróleo 
e 88,3 milhões de metros cúbicos diários 
de gás natural, totalizando 2,629 milhões 
de barris diários de óleo equivalente. A 
produção do Pré-sal correspondeu a 70,5 
% do total produzido no Brasil. Tupi, na 
Bacia de Santos, foi o que mais produziu 
petróleo – média de 920 mil barris diários 
– e também o que mais produziu gás na-
tural - média de 42,6 milhões de metros 
cúbicos diários, com 56 poços produtores;

»	 abril de 2022: segundo consulta ao Pai-
nel Dinâmico de Produção da ANP, rea-
lizada em 1º de junho de 2022 (GeoANP, 
2022), a produção de petróleo no Pré-sal 
da Bacia de Santos em abril de 2022 tota-
lizava 2.216.528,41 boe/d, ou 2.218.301,50 
bbl/d de óleo. Nesta data, a produção do 
Pré-sal da Bacia de Campos totalizava 
95.468,28 boe/d, ou 79.881,33 bbl/d. So-
mados os volumes nas Bacias de Santos 
e Campos, a produção total no Pré-sal era 
de 2.311.996,69 boe/d (75% da produção 
nacional), ou 2.298.182,83 bbl/d (74% da 
produção nacional).

Tanto o amplo reconhecimento internacional 
pelo desenvolvimento tecnológico como os 

resultados de produção atestam o enorme 
esforço para implantação dos projetos de 
desenvolvimento da produção e a entrega 
das soluções tecnológicas.  Da mesma for-
ma, novas inovações poderão também se 
tornar realidade. Um exemplo é a tecnologia 
HiSEP®, que poderá viabilizar a produção co-
mercial em áreas com alta razão gás-óleo e 
alto teor de CO2.
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