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 RESUMO 

ROCKETT, Gabriela Camboim. ASSOCIAÇÃO DE FONTES EMISSORAS E 
RESERVATÓRIOS POTENCIAIS PARA ARMAZENAMENTO GEOLÓGICO DE 
CO2 NA BACIA DE CAMPOS, BRASIL. Porto Alegre. 2010. Dissertação. Programa 
de Pós-Graduação em Engenharia e Tecnologia de Materiais, PONTIFÍCIA 
UNIVERSIDADE CATÓLICA DO RIO GRANDE DO SUL. 202p. 
 

As emissões antrópicas de gases de efeito estufa têm contribuído significativamente 

para o aumento da temperatura média do planeta, sendo responsável por alterações 

climáticas que já são observadas atualmente. Neste contexto, o sequestro geológico 

de carbono (CCS) é uma atividade promissora que visa contribuir para a redução de 

emissão de gases causadores do efeito estufa e a mitigação de alterações 

climáticas, por meio do armazenamento de CO2 em formações geológicas 

adequadas. Visando contribuir para o planejamento e direcionamento de 

investimento e pesquisas em sequestro de carbono no Brasil, foi feita nesta 

pesquisa uma análise espacial-técnica-econômica de associação entre fontes 

estacionárias emissoras de CO2, infraestrutura de transporte e reservatórios 

geológicos para implantação de CCS em larga escala na Bacia de Campos, Brasil. 

Os dados coletados foram analisados através de um sistema de informações 

geográficas (SIG) e de modelagem econômica desenvolvida na Universidade de 

Utrecht (Holanda). Os resultados mostram que a Bacia de Campos possui grande 

potencial para armazenamento de CO2 nos 17 campos de petróleo analisados (950 

MtCO2), sendo que 75,8% da capacidade corresponde aos campos de Marlim, 

Barracuda, Albacora e Roncador. A modelagem de custos indica que nestes 4 

campos de petróleo o custo da etapa de armazenamento (excluindo-se captura e 

transporte) não ultrapassa 4 €/tCO2. O custo médio para implementação de CCS em 

larga escala também foi estimado através de modelagem de cenários de redução de 

emissões de CO2 em 35, 30, 20 e 10 Mt por ano. A quantidade de óleo 

potencialmente recuperável com a prática de recuperação avançada de óleo (EOR) 

também foi estimada para cada cenário de redução de emissões. 

 

Palavras-Chaves: Associação Fontes-Reservatórios de CO2. Modelagem 

Econômica. SIG. Sequestro Geológico de CO2. Bacia de Campos. 



 ABSTRACT 

ROCKETT, Gabriela Camboim. MATCHING CO2 SOURCES AND POTENTIAL 
SINKS FOR GEOLOGICAL STORAGE IN CAMPOS BASIN, BRAZIL. Porto Alegre. 
2010. Master Thesis. Pos-Graduation Program in Materials Engineering and 
Technology, PONTIFICAL CATHOLIC UNIVERSITY OF RIO GRANDE DO SUL. 
202p. 
 

 

Anthropogenic emissions of greenhouse gases have significantly contributed to the 

increase in average temperature of the Planet, and are responsible for climate 

change that are currently been observed. Carbon capture and storage (CCS) is one 

of the most promising technologies to reduce greenhouse gas emissions and 

mitigate climate change by means of CO2 storage in suitable geologic formations. 

Aiming to contribute for CCS planning and research investiments in Brazil, it was 

developed in this work a spatial-technical-economic analysis taking into account CO2 

stationary sources, transport infrastructure and geological reservoir for large scale 

CCS deployment in the Campos Basin, Brazil. A geographic information system 

(GIS) was used for the collected data analysis and an economic model developed at 

Utrecht University was applied. Results show that Campos Basin has a large 

potential for CO2 storage (950 MtCO2), taking into account the 17 studied 

hydrocarbon fields. 75,8% of Campos Basin’s storage capacity is in Marlim, 

Barracuda, Albacora and Roncador oilfields. In these 4 oilfields, CO2 can be stored 

at cost lower than 4 €/tCO2, excluding capture and transport costs. Average costs for 

large scale CCS deployment were also estimated, through emission reduction 

scenarios of 35, 30, 20, and 10 Mt/year. The amount of potential recoverable oil by 

means of EOR techniques was also estimated for each emission reduction scenario. 

 

 

Key-words: CO2 Source-Sink Matching. Economic Modelling. GIS. CO2 Capture and 

Storage (CCS). Campos Basin. 
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1.   INTRODUÇÃO 

 

 A crescente preocupação com o meio ambiente é uma característica da 

sociedade contemporânea. Uma das questões ambientais que mais preocupa a 

população mundial é o aquecimento global, principalmente em função de diversas 

ocorrências recentes de fenômenos naturais excepcionais no planeta Terra.  

 

Estudos demonstram que a temperatura média da Terra aumentou desde a 

segunda Revolução Industrial (IPCC, 2007a), atribuindo à queima de combustíveis 

fósseis (introduzidos na matriz energética de diversos países neste período) a causa 

deste fato. As emissões antrópicas de gases de efeito estufa aumentaram desde 

então e perduram até hoje, devido à importância dos combustíveis fósseis no atual 

modelo de desenvolvimento econômico mundial.  

 

Os gases de efeito estufa (dióxido de carbono - CO2, metano - NH4, óxido 

nitroso - N2O, entre outros) ocorrem naturalmente na Terra e são fundamentais para 

a existência de vida na mesma, pois formam uma camada protetora na atmosfera a 

qual impede a perda total da energia proveniente do sol, mantendo certa 

temperatura na superfície Terrestre, o que propicia o surgimento da vida. O 

aquecimento global está relacionado com o aumento da concentração destes gases 

na atmosfera (aumentando o efeito estufa), os quais auxiliam na maior retenção da 

radiação solar na superfície do planeta e consequente aumento da temperatura 

média, gerando impactos nas formas de vida existentes no mesmo. Diversos são os 

impactos descritos na literatura, como a disseminação de doenças infecciosas, 

como malária e dengue (ex. Khasnis e Nettleman, 2005), extinção de espécies 

vegetais (ex. Pounds et al., 2006), alterações do nível do mar (ex. Meehl et al, 

2005), entre outros. 
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Em função do aumento excessivo destes gases na atmosfera pela ação 

antrópica e consequências negativas que têm sido observadas a nível mundial nos 

últimos anos, diversas medidas estão sendo adotadas para a redução das emissões 

destes. Uma das alternativas tecnológicas para a redução do principal gás de efeito 

estufa (CO2) da atmosfera é o sequestro geológico de carbono, o qual visa a captura 

deste gás de fontes emissoras estacionárias (indústrias, por exemplo), transporte e 

armazenamento em reservatórios geológicos. Os três tipos de reservatórios 

geológicos adequados para armazenamento de dióxido de carbono são campos de 

petróleo, camadas de carvão e aquíferos salinos profundos. Esta atividade é uma 

das mais promissoras tecnologias para mitigação do aquecimento global da 

atualidade devido à sua eficácia a curto prazo, tendo em vista a dependência da 

sociedade contemporânea por combustíveis fósseis (Ketzer, 2006). 

 

Para que o sequestro geológico de carbono (CCS, do inglês Carbon Capture 

and Storage) seja implantado é necessário planejamento, no que diz respeito à 

escolha de melhores reservatórios geológicos (capacidade – volume disponível para 

armazenamento, e qualidade – profundidade, porosidade, permeabilidade, 

injectividade), quantidade de dióxido de carbono emitido por indústrias adjacentes, 

qualidade do efluente (concentração de CO2 no efluente gasoso), custos com 

transporte, captura e injeção do CO2, monitoramento, análise de risco, entre outros, 

o que vai atestar a viabilidade ou não da implementação desta atividade em 

determinado local.  

 

Visando contribuir para o planejamento e direcionamento de investimento e 

pesquisas em sequestro de carbono no Brasil, a presente pesquisa propõe-se a 

fazer a associação entre fontes emissoras de CO2 e possíveis reservatórios 

geológicos para armazenamento de dióxido de carbono, por meio do estudo de caso 

dos campos de petróleo da Bacia de Campos (Rio de Janeiro, Brasil), a fim de 

selecionar os melhores reservatórios desta bacia sedimentar para armazenamento 

geológico de CO2 levando-se em consideração características geológicas dos 

reservatórios bem como a disponibilidade de fontes emissoras de CO2 e 

infraestrutura existente. Esta pesquisa pretende também avaliar os custos para 

implantação de CCS em larga escala na mesma, através de modelagem econômica 
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desenvolvida na Universidade de Utrecht, a qual leva em consideração as três 

etapas do sequestro geológico de CO2. A Bacia de Campos foi escolhida por ser a 

bacia sedimentar brasileira com maior produção de petróleo (1,49 milhão de barris 

de óleo por dia, segundo PETROBRAS, 2010a) e com campos maduros, possuindo 

portanto alvos potenciais para armazenamento geológico de CO2, além de possíveis 

locais para a prática de recuperação terciária ou avançada de petróleo (EOR, do 

inglês Enhanced Oil Recovery, segundo Gouzalpour et al., 2005).  

 

Bradshaw e Dance (2004) afirmam que o grau em que o armazenamento 

geológico de CO2 será implementado no futuro depende das relações geográficas e 

técnicas entre fontes emissoras de CO2 e locais de armazenamento, além dos 

condutores econômicos que afetam na execução de cada associação fonte-

reservatório, justificando assim, a importância da presente pesquisa. 
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2.   OBJETIVOS 

 

A presente pesquisa tem por objetivo fazer a associação das fontes 

estacionárias emissoras de CO2 com os campos de petróleo da Bacia de Campos, 

através da integração de dados técnicos dos reservatórios (profundidade, 

espessura, porosidade, permeabilidade, injectividade) fontes emissoras 

estacionárias e infraestrutura para transporte, por meio de um sistema de 

informações geográficas (SIG) e fazer a modelagem econômica para implantação 

de sequestro geológico de CO2 em larga escala na Bacia de Campos. 

 

2.1. Objetivos Específicos 

 

Estimar a capacidade de armazenamento geológico de CO2 nos campos de 

petróleo da Bacia de Campos; 

 

Fazer a associação entre fontes emissoras de CO2 e reservatórios geológicos 

(campos de petróleo) da Bacia de Campos; 

 

Classificar os campos de petróleo da Bacia de Campos segundo a 

potencialidade para implantação de CCS; 

 

Fazer a modelagem econômica para implantação de CCS em larga escala na 

Bacia de Campos, Brasil; 

 

Aplicar o modelo de custos desenvolvido na Univesidade de Utrecht à Bacia 

de Campos; 
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Estimar o volume de óleo recuperável por EOR nos campos de petróleo da 

Bacia de Campos; 

 

Estimar possível receita gerada pela venda do óleo adicional recuperável por 

EOR e diminuição dos custos de sequestro geológico de CO2.  
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3.   REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 

 

3.1. Aquecimento Global e Mudanças Climáticas 

 

Estudos mostram que a concentração de CO2 na atmosfera atingia níveis de 

aproximadamente 280 ppm (partes por milhão) no período pré-industrial. 

Atualmente, a concentração deste mesmo gás é de 385 ppm (Hansen et al., 2008). 

A Figura 3.1 mostra a concentração de dióxido de carbono na atmosfera desde 

400.000 anos atrás (Hansen, 2005), onde fica evidenciado o aumento significativo 

deste gás na atmosfera a partir de 1900 extendendo-se até hoje.  
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Figura 3.1. Concentração de CO2 na atmosfera desde 400.000 anos atrás (Hansen, 2005). 
 

Pode-se observar na Figura 3.1 quatro ciclos de eras glaciais nos últimos 

400.000 anos, nos quais a oscilação da concentração de CO2 na atmosfera 

apresentou variação entre 180 e 280 ppm durante períodos de eras glaciais e 



 28

interglaciais. Fica evidenciado no detalhe do gráfico o aumento da concentração de 

CO2 na atmosfera entre os anos 1800 e 2000, que atingiu níveis superiores à 350 

ppm – níveis nunca antes constatados naturalmente no planeta Terra em 400.000 

anos. 

 

Neste sentido, cientistas do IPCC (2007a) atribuem ao CO2 emitido por ações 

antropogênicas a maior causa do aquecimento global (efeito estufa), o que pode ser 

comprovado por estudos de Jones et al. (apud Ferraz; Ambrizzi, 2006) que mostram 

que no Séc. XIX (anterior à Revolução Industrial) a temperatura média da Terra teve 

aumento de 0,3 a 0,6°C, enquanto que previsões matemáticas de Houghton et al. 

(1997) demonstram que o aumento das emissões de gases de efeito estufa (CH4, 

CO2, N2O, entre outros) aumentará a temperatura média do planeta em 

aproximadamente 4ºC até o ano de 2100. Segundo Olivier (2006), o dióxido de 

carbono representava 75% das emissões antrópicas de gases de efeito estufa no 

ano de 2004, sendo os restantes 25% atribuídos ao metano (CH4) e óxido nitroso 

(N2O), provenientes principalmente da mudança do uso do solo e desmatamento. A 

queima de combustíveis fósseis é responsável por 69% das emissões mundiais de 

gases de efeito estufa, enquanto que os restantes 31% devem-se à mudança do 

uso do solo pela agricultura e desmatamentos (Olivier, 2006). 

 

Segundo Houghton et al. (2007), as emissões antrópicas de CO2 aumentarão 

de 50% a 250% até o meio deste século e, caso as emissões não forem 

estabilizadas aos níveis atuais (próximo aos 380 ppm), as mudanças climáticas 

serão irreversíveis por volta de 2050. A fim de manter os níveis atuais de emissões, 

será necessário impedir que sejam emitidos de 20 a 25 bilhões de toneladas de CO2 

por ano em 2050 (Ketzer, 2006). 

 

Estudos apontam que a população mundial já sofre atualmente 

consequências do aquecimento global, como por exemplo os numerosos furacões 

que se formaram no Atlântico Norte no ano de 2005 (Trenberth e Shea, 2006) e o 

ciclone formado no Atlântico Sul devido ao aquecimento de suas águas em 2004, 

possivelmente pode estar associado às mudanças climáticas (Pezza; Simmonds, 

2005; Silva et al., 2004). Diversos são os impactos descritos e esperados em 

decorrência do aumento da temperatura média do planeta na literatura, como a 
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disseminação de doenças infecciosas, como malária e dengue (ex. Khasnis e 

Nettleman, 2005), extinção de espécies vegetais e animais pela disseminação de 

pragas e doenças (ex. Anderson et al., 2004; Harvell et al., 2002; Pounds et al., 

2006), alterações do nível do mar e dos ecossistemas marinhos (ex. Meehl et al, 

2005; Hoegh-Guldberg e Bruno, 2010), entre outros. Alterações no nível do mar, 

temperatura média e cobertura de neve no hemisfério norte já estão sendo 

observadas, conforme pode-se visualizar nos gráficos (IPCC, 2007a) da Figura 3.2. 

 

 

Figura 3.2. Alterações observadas entre 1850 e 2000 em (a) temperatura média de superfície global; 

(b) elevação global do nível do mar (c) cobertura de neve do hemisfério norte (meses de março e 

abril). Alterações relativas a médias correspondentes para o período 1961-1990. Curvas representam 

valores médios por década, enquanto círculos mostram valores anuais. As áreas sombreadas são os 

intervalos de incerteza estimados a partir de análises abrangentes de incertezas conhecidas (a e b) e 

a partir de séries de tempo (c) (IPCC, 2007a). 
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A Figura 3.3 mostra a evolução da temperatura média da superfície terrestre 

no século passado e a previsão até o ano de 2300 em diferentes cenários (A2, A1B 

e B1) desenvolvidos pelo IPCC, com base em premissas sobre o crescimento 

populacional, intensidade de uso de energia e intensidade de uso de combustíveis. 

Os parâmetros utilizados em cada cenário simulado referem-se ao período de 2090-

2099 relativos à 1980-1999. O cenário A2 é o mais pessimista, e leva em 

consideração parâmetros mais elevados de mudança da temperatura do planeta 

(média 3,4ºC) e nível do mar (0,23 – 0,51m). O cenário A1B é um cenário 

intermediário que considera um aumento de temperatura de 2,8ºC e nível do mar 

entre 0,21 e 0,48m. O cenário B1 considera um aumento de 1,8ºC e aumento do 

nível do mar de 0,18 à 0,38m até o final do século XXI. A linha laranja é para o 

experimento no qual as concentrações foram mantidas constantes, em valores do 

ano 2000 (aumento de 0,6ºC e nenhuma alteração no nível do mar). 

 

 

Figura 3.3. Cenários de estratégias globais de redução de emissões. As linhas contínuas são médias 

globais multi-modelos de aquecimento superficial (relativos a 1980-1999) para os cenários A2, A1B e 

B1, mostrados como continuações das simulações do século 21. O sombreamento denota a variação 

de desvio padrão para mais ou menos de meios anuais de modelo individual (IPCC, 2007b). 

 

Segundo o Centro de Gestão e Estudos Estratégicos (CGEE, 2008), no 

panorama nacional os efeitos do aquecimento global podem se manifestar com o 

aumento da frequência e intensidade de enchentes e secas, perdas na agricultura 



 31

(ex. aumento de doenças infecciosas em diferentes tipos de plantas cultivadas e 

silvestres, conforme, Anderson et al., 2004) alteração do regime hidrológico (com 

impactos sobre a capacidade de geração hidrelétrica), expansão de vetores de 

doenças endêmicas e elevação do nível do mar, o qual pode afetar diversas regiões 

da costa brasileira, particularmente as grandes cidades litorâneas. 

 

Em meio a este problema ambiental mundial, medidas estão sendo tomadas 

e mecanismos vêm sendo adotados para reduzir as emissões dos gases 

potencializadores do efeito estufa, das quais a mais importante foi a retificação do 

Protocolo de Quioto, que entrou em vigor em fevereiro de 2005, que prevê que os 

países industrializados – os quais desde a revolução industrial emitiram 2/3 dos 

gases de efeito estufa acumulados na atmosfera, segundo Bruce e Haites (1996) – 

devem reduzir e estabilizar suas emissões em 5,2% em relação aos níveis do ano 

de 1990, entre os anos de 2008 e 2012, atestando a necessidade de medidas 

alternativas para contenção das emissões de CO2 para a atmosfera. 

 

Objetivando a diminuição das concentrações de dióxido de carbono da 

atmosfera, Pacala e Socolow (2004) propõem limitar as emissões de CO2 na 

atualidade e a redução significativa das mesmas nos próximos 50 anos. Para tanto, 

sugerem 7 mecanismos para a redução da concentração de CO2 na atmosfera 

(representados por cunhas no triângulo de estabilização de emissões), cada um 

correspondendo à redução de 25 bilhões de toneladas nos próximos 50 anos 

(Figura 3.4). Cada uma das 7 cunhas representa um atividade com estado 

tecnológico avançado o bastante para serem largamente implementadas de forma 

gradual entre 2005 e 2055, que reduz as emissões atmosféricas, começando em 

zero e aumentando linearmente até que responda pela redução de 1 Gt de 

Carbono/ano em 50 anos.  
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Figura 3.4. Sete cunhas de estabilização das concentrações de CO2 na atmosfera. As 7 tecnologias 

representadas pelas cunhas são as discriminadas a seguir: aumento da eficiência energética em 

geral; redução no teor de carbono nos combustíveis usados para geração de energia em 

termelétricas; uso de energias renováveis; uso de hidrogênio; uso de energia nuclear; sequestro de 

carbono por biomassa e sequestro geológico de carbono (adaptado de Socolow et al., 2004). 

 

As cunhas podem ser alcançadas através de eficiência energética, a partir da 

descarbonização da oferta de eletricidade e combustíveis (por meio de mudança de 

combustível, captura e armazenamento de carbono, energia nuclear e das energias 

renováveis) e a partir de armazenamento biológico em florestas e solos agrícolas 

(Pacala e Socolow, 2004). Estes autores sugerem mais de 15 opções de estratégias 

para redução das emissões (Socolow e Pacala, 2006). 

 

3.2. Sequestro Geológico de CO2 

 

Como importante alternativa para a estabilização das emissões antrópicas de 

CO2, encontra-se a atividade chamada de sequestro geológico de carbono, que 

baseia-se em armazenar o dióxido de carbono em reservatórios geológicos 

adequados (Aydin et al., 2010; Bachu et al., 2007; Benson, 2005; Torvanger; 

Rypdal; Kallbekken, 2005; Gale, 2004; Davidson et al., 2001; Beecy e Kuuskraa, 

2001), os quais têm a capacidade de reter fluidos por milhões de anos, impedindo 

que este gás retorne à atmosfera. Esta atividade envolve a captura do CO2 de 

fontes emissoras estacionárias, seu transporte e o armazenamento do mesmo em 
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formações geológicas profundas. Para Ketzer (2006), o armazenamento geológico é 

uma das mais importantes medidas mitigadoras de gases do efeito estufa em 

termos de capacidade de armazenamento e tempo de aplicação da tecnologia. 

 

O armazenamento geológico tem sido destacado como potencial para a 

redução da concentração atmosférica de CO2 devido ao fato de estes reservatórios 

armazenarem óleo e gás em escala de tempo geológica (milhões de anos), 

comprovando, assim, sua estabilidade para o armazenamento de fluidos e, 

atestando sua estabilidade para o armazenamento de CO2 (Bachu e Adams, 2003). 

Reservatórios naturais de CO2, como os existentes no centro oeste dos Estados 

Unidos, por exemplo, servem como análogos para a eficiência dos reservatórios 

geológicos para armazenamento de CO2 em escala de tempo geológica (Allis et al., 

2001).  

 

A injeção de CO2 em formações geológicas envolve diversas das mesmas 

tecnologias já desenvolvidas pela indústria do petróleo (IPCC, 2005), e isto pode ser 

uma vantagem para esta atividade. Outras práticas de injeção subterrânea também 

contribuem para a experiência operacional, como por exemplo, o armazenamento 

de gás natural, a injeção de resíduos líquidos e gasosos em formações geológicas 

profundas realizados na América do Norte (Canadá, Estados Unidos) e Europa 

desde 1990 (Perry, 2005). 

 

A atividade denominada sequestro geológico de CO2 envolve 3 etapas: a 

captura do CO2 das fontes emissoras, o transporte do mesmo até o local de 

armazenamento e o seu armazenamento em formações geológicas, conforme será 

explicado em detalhes a seguir. 

 

3.2.1. Captura e Transporte de CO2  

 

A captura do CO2 pode ser realizada em termelétricas e outras plantas 

industriais por quatro diferentes rotas tecnológicas: pré-combustão, pós-combustão, 

oxicombustão e processos industriais. Cada uma delas se adapta melhor à um tipo 

de efluente gasoso. No processo de captura pré-combustão o CO2 é recuperado de 

algum vapor do processo antes da queima do combustível. Neste processo o gás 
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natural ou combustível sólido (ex. carvão) é convertido em H2 e CO em uma reforma 

à vapor ou gaseificação, e posteriormente os mesmos são separados. Em seguida 

adiciona-se água para que ocorre a reação de “shift”, fazendo a conversão do CO 

para CO2. Então, faz-se a separação do CO2 do H2 e o primeiro é destinado para 

armazenamento (Figueroa et al., 2008; Herzog, Meldon e Hatton, 2009). No 

processo de pós-combustão, separa-se através do uso de solventes e/ou 

membranas, por exemplo, o CO2 do nitrogênio proveniente do gás de exaustão 

quando ar é utilizado na queima do combustível (Figueroa et al., 2008). No processo 

de oxicombustão (combustão com oxigênio), o oxigênio puro é obtido por um 

separador de ar e empregado na combustão. Desta forma, o gás de exaustão é 

constituído essencialmente por CO2 e água, assim, através de condensação pode-

se separar o CO2 (Figueroa et al., 2008). Outros processos industriais são 

produtores de CO2, como industrias de cimento, aço, produção de amônia e 

purificação de gás natural, e nestes casos também se aplicam as tecnologias de 

captura de CO2. Três métodos básicos podem utilizados para a captura do CO2, são 

eles: separação por solventes e sorbentes, a separação por membranas 

semipermeáveis e separação criogênica (CO2 Capture Project, 2008). A Figura 3.5 

mostra as rotas tecnológicas existentes para captura de CO2. 

 

 

Figura 3.5. Tecnologias para Captura de CO2 (adaptado de IPCC, 2005). 
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A captura de CO2 das fontes emissoras estacionárias é, na atualidade, a 

parte da atividade de sequestro de carbono que mais consome energia e mais gera 

custos (IPCC, 2005). Fatores como a concentração de CO2 no efluente gasoso, a 

pressão dos gases, o tamanho da unidade e a tecnologia instalada determinam o 

valor do processo de captura. A Tabela 3.1 mostra a concentração de CO2 nos 

gases de exaustão emitidos por setor da indústria. 

 

Tabela 3.1. Concentração de CO2 no gás de exaustão, por tipo de indústria (IEA GHG, 2002; Mustafá; 

Barbosa; Rocha, 2003) 

Setor Concentração de CO2 (%vol) 

Amônia 100% 

Cimenteira 20% 

Etanol 100%* 

Etileno 12% 

Oxido de Etileno 100% 

Refinaria 3-13% 

Siderurgia 15% 

Termelétrica à Carvão 12 - 15% 

Termelétrica à Gás Natural 3 - 8% 

Termelétrica à Óleo 3 - 8% 

Fonte de dados: IEA GHG (2006); *Mustafa; Barbosa; Rocha (2003) 

 

Dentre os setores emissores, observa-se que os que possuem maior 

concentração de CO2 no efluente gasoso são produção de amônia, etanol e óxido 

de etileno, sendo estas consideradas fontes emissoras de alta pureza. Segundo 

Martins (2009), o mínimo custo de captura nas plantas destes setores as tornam 

fontes emissoras estratégicas para o armazenamento geológico de CO2. 

 

Após ser capturado, o CO2 precisa ser transportado até o local de injeção 

para seu devido armazenamento. O transporte de CO2 pode ser feito por meio de 

dutos, navios, trens e caminhões-tanque (IPCC, 2005). Devido aos baixos custos 

unitários do transporte dutoviário em relação aos demais (Owen, 1975), este é o 

mais empregado para o transporte de petróleo, derivados, gás natural e CO2. Os 

Estados Unidos possuem uma ampla rede de carbodutos, com mais de 2000 km de 

extensão, sendo o CO2 proveniente de fontes naturais e antrópicas para fins de 



 36

recuperação avançada de óleo (EOR) (Gale e Davison, 2004). A Figura 3.6 mostra 

rede de carbodutos dos Estados Unidos. 

 

Áreas produtoras de CO2

Campos produtores com 
injeção de CO2

Fontes industriais de CO2

Carbodutos

 

Figura 3.6. Carbodutos na América do Norte (Fonte: IPCC, 2005 – Cortesia do Oil and Gas Journal). 

 

Específicamente para o transporte de CO2, algumas dutovias operam com o 

gás comprimido, gerando a necessidade de manter a pressão por meio de re-

compressão em pontos estratégicos da linha de dutos quando esta for muito 

extensa. Na literatura, a distância ideal para instalação de uma estação de 

recompressão varia de 150 à 200 km (Heddle; Herzog; Klett, 2003; IEA GHG, 

2005a), porém, pode não ser necessária caso o diâmetro da tubulação for suficiente 

para manter o CO2 nas condições necessárias até o seu destino final (Heddle; 

Herzog; Klett, 2003).  

 

Impurezas misturadas ao dióxido de carbono geram impacto sobre as 

propriedades físicas do mesmo, afetando o seu transporte. A capacidade dos 

compressores, distância para re-compressão e implicações relacionadas à 

propagação de fraturas nas tubulações são alguns exemplos de ítens do transporte 

que podem ser afetados pela composição do efluente (Cosham e Eiber, 2007; 

Seevam et al., 2007; Zhang et al., 2006). 
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Os custos com transporte são fortemente influenciados pela distância e pelos 

volumes transportados (IPCC, 2005). Estudos sobre custos do transporte de CO2 

por dutos e navios demonstram que o transporte naval é mais barato que o 

transporte por dutos offshore para distâncias superiores a aproximadamente 1000 

km (Figura 3.7). Além destes dois fatores citados, o número de rodovias e cursos 

d’água a serem cruzados e a pressão do CO2 a ser transportado também 

infuenciam no custo de transporte, segundo Hendriks, Graus e van Bergen (2004).  

 

 

Figura 3.7. Custo relativo por tonelada de CO2 transportado por navios, e dutos onshore e offshore. 

(Modificado de IPCC, 2005). 

 

Através de um estudo de caso no sul do Brasil, Rockett (2008) constatou as 

transformações espaciais causadas pela implantação de uma dutovia, e confirmou a 

importância do conhecimento dos traçados de dutos já existentes para a futura 

implantação de carbodutos, devido à vantagem envolvendo questões legais de uso 

da terra, além de vantagens técnicas. O transporte por meio de dutos é, dentre as 

opções para o transporte de dióxido de carbono, a alternativa mais barata devido à 

utilização de tecnologia já existente, visto que os dutos de transporte de CO2 são 

semelhantes aos utilizados nos gasodutos (Hoppe, 2009). 
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3.2.2. Armazenamento Geológico de CO2 

 

O armazenamento de fluidos na litosfera geralmente ocorre em rochas 

sedimentares devido a porosidade, permeabilidade, presença de rocha selo e 

armadilha (ex. aquíferos, gás natural, petróleo) e, a nível mundial, existem muitas 

bacias sedimentares adequadas para o armazenamento de CO2. 

 

Três são os principais tipos de reservatórios geológicos capazes de 

armazenar fluidos com segurança e, portanto, indicados para o armazenamento de 

dióxido de carbono, sendo eles: campos de petróleo, aquíferos salinos profundos e 

camadas de carvão (Figura 3.8). 

 

As rochas sedimentares são as mais adequadas para armazenamento de 

fluidos, pois contêm porosidade (capacidade de conter fluido) e permeabilidade 

(capacidade de transmissão de fluidos). 

 

 

Figura 3.8. Reservatórios geológicos capazes de armazenar CO2 (CEPAC). 

 

A Tabela 3.2 mostra a capacidade total de armazenamento em bilhões de 

toneladas, nos diferentes reservatórios geológicos. 
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Tabela 3.2. Capacidade de armazenamento nos diferentes reservatórios geológicos (IEA, 2005) 

Opções de armazenamento geológico de CO2 Capacidade total (Gt de CO2) 

Campos de óleo/gás depletados 920 

Aquíferos Salinos 400 – 10.000 

Camadas de Carvão 15 

 

Assumindo um gradiente geotérmico (taxa que a temperatura aumenta com a 

profundidade na litosfera) de 25°C/km, a partir de 15ºC da superfície e pressão 

hidrostática (baseado em dados de densidade de Angus et al.,1973, apud IPCC, 

2005), a Figura 3.9 mostra um gráfico da variação da densidade do CO2 com o 

aumento da profundidade (e consequente aumento de temperatura) e o volume 

relativo ocupado pelo CO2 (representado por cubos). Observa-se o aumento rápido 

da densidade do CO2 a partir de cerca de 0,8 quilômetros de profundidade, 

momento no qual este gás atinge o estado supercrítico. Com relação ao volume 

ocupado pelo gás, nota-se que este decresce drasticamente com o aumento da 

profundidade, e, em profundidades superiores a 1.500 metros, tanto a densidade 

quanto o volume passam a ser praticamente constantes (IPCC, 2005). 

 

 

Figura 3.9. Diagrama profundidade versus densidade do CO2 e volume relativo ocupado pelo CO2 

(IPCC, 2005). 
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Para armazenar o CO2 geologicamente, ele deve preferencialmente ser 

comprimido ao estado supercrítico (pressão > 7,38 MPa e temperatura > 31ºC) para 

posteriormente ser injetado no reservatório geológico. Toma-se como padrão uma 

profundidade mínima de 800 metros, porém, sabe-se que o gradiente geotérmico 

pode variar de acordo com cada bacia sedimentar. Em geral, os gradientes 

geotérmicos na crosta variam entre 15°-30ºC/km, mas em alguns casos podem 

ocorrer gradientes anômalos entre 5° e 60ºC/km (Ruberti; Szabó; Machado, 2003). 

As variações deste gradiente dependem das fontes de calor no interior da Terra e 

seus mecanismos de transferência para a superfície. Assim, dependendo do 

gradiente geotérmico, em profundidades superiores ou inferiores a 800 metros o 

CO2 atingirá o estado supercrítico. 

 

Dentro de um reservatório geológico, existem diversos mecanismos físicos e 

geoquímicos de aprisionamento que impedem a migração do CO2 para a superfície. 

Um mecanismo de aprisionamento físico essencial é a presença de uma rocha selo, 

ou seja, uma rocha com baixa permeabilidade localizada acima de um reservatório, 

atuando como empecilho evitando a migração do fluido para porções superiores da 

bacia sedimentar. A eficácia do armazenamento geológico depende da associação 

de mecanismos de aprisionamento físicos e geoquímicos (Bachu e Adams, 2003; 

IPCC, 2005). 

 

3.2.2.1.  Campos de Petróleo 

 

Sendo estes reservatórios bem conhecidos pela indústria do petróleo, a 

disponibilidade de dados dos mesmos permite estudos precisos do destino do CO2 

na rocha reservatório. Estudos de modelagem numérica no Campo Forties, Mar do 

Norte, permitiram avaliação precisa da migração do CO2 no reservatório e da 

segurança do armazenamento por milhares de anos (Ketzer et al., 2005). 

 

O armazenamento de CO2 em campos de petróleo pode ser uma atividade 

economicamente viável em função da infraestrutura pré-existente e pelas vantagens 

econômicas provenientes da recuperação avançada (terciária) de petróleo (EOR), 

ou seja, a recuperação de uma fração adicional de óleo do campo. Gozalpour et al. 
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(2005) e Holtz et al (2001) demonstram através de diversos métodos e tipos de 

reservatórios, que a injeção de CO2 em reservatórios de petróleo é uma tecnologia 

capaz de aumentar a recuperação de óleo. 

 

A recuperação de óleo com a injeção de CO2 nos campos pode ser feita 

pelos métodos miscível e imiscível, dependendo das condições do campo (Martin e 

Taber, 1992; Heidaryan; Moghadasi; Quijada, 2010). Em geral, altas pressões são 

necessárias para comprimir o CO2 a uma densidade no qual o mesmo se torna um 

bom solvente para os hidrocarbonetos mais leves no petróleo bruto; esta pressão é 

conhecida como "pressão mínima de miscibilidade” (MMP) que é a pressão mínima 

em que a miscibilidade entre o CO2 e o petróleo bruto pode ocorrer (Martin e Taber, 

1992), e geralmente é determinada experimentalmente. Segundo Bachu (2000), o 

método miscível é indicado para reservatórios com óleos de alta densidade 

(>25ºAPI) e pressões mais elevadas, pois nestas condições zonas de miscibilidade 

com o CO2 são criadas, gerando a redução da viscosidade do óleo e assim, 

facilitando a saída deste do reservatório. O método imiscível é indicado quando as 

condições do reservatório não atingem a pressão e composição mínimas de 

miscibilidade (encontra-se sob pressões mais baixas) e o óleo possui baixa 

densidade (< 20ºAPI) (Bagci, 2007), o que impede a miscibilidade do mesmo com o 

CO2. Neste caso, a recuperação do óleo residual do campo se dá por processos 

mecânicos onde o CO2 expulsa o óleo retido nos poros da rocha e parte deste gás 

fica retido no lugar do óleo retirado (Bressan, 2009). A injeção de CO2 em campos 

de petróleo permite a recuperação de aproximadamente 40% do óleo residual do 

reservatório após sua exploração (Blunt et al., 1993).  

 

O projeto no campo de Weyburn no Canadá é um exemplo de 

armazenamento de CO2 combinado com EOR. O projeto, iniciado em 2000, espera 

armazenar 23 Mt de CO2 e extender a produção do campo em 25 anos (Preston et 

al., 2005). O CO2 utilizado para injeção neste campo é comprado de uma planta de 

gasificação em Beulah (Dakota do Norte, Estados Unidos) e transportado por um 

carboduto de 320 km até Weyburn (Saskatchewan, Canadá), sendo este 

armazenado em um reservatório carbonático. Segundo IPCC (2005), a produção 

diária de óleo em 2005 era de mais de 10.000 barris. 
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3.2.2.2.  Aquíferos Salinos Profundos 

 

Aquíferos salinos consistem em água subterrânea armazenada em 

reservatórios geológicos, cujo total de sólidos dissolvidos (TSD) a torna imprópria 

para o consumo humano e cuja dessalinização é economicamente inviável. Para 

termos de comparação, no âmbito nacional, a resolução nº 357 do CONAMA (Brasil, 

2005) define que água para consumo humano deve ter um valor máximo de 500 

mg/L de TSD e 1,4 mg/L de Fluoretos, enquanto que águas subterrâneas profundas 

(> 800 metros para sequestro geológico de CO2), devem possuir mais de 10.000 

mg/L de TDS (DOE/NETL, 2008; Ketzer et al., in press) 

 

O projeto norueguês Sleipner, no Mar do Norte, é um exemplo de 

armazenamento de CO2 em aquíferos salinos, onde o dióxido de carbono produzido 

em excesso com o gás natural é separado e injetado novamente em um reservatório 

a 800 metros de profundidade desde outubro de 1996 (IPCC, 2005). O 

armazenamento de CO2 em aquíferos salinos é uma alternativa que deve ser 

considerada devido à grande capacidade de armazenamento dos mesmos, apesar 

de economicamente não ser tão atrativo.  

 

3.2.2.3.  Camadas de Carvão 

 

Através de suas fraturas (os cleats) e de sua matriz, que apresenta muitos 

poros microscópicos, o carvão pode armazenar CO2 pelo fenômeno de adsorção. O 

carvão pode adsorver muitos gases e pode conter 25 m³ de metano (em pressão de 

1 atm e 0ºC) por tonelada de carvão (IPCC, 2005). O CO2 injetado em camadas de 

carvão com permeabilidade moderada situadas entre 300-1500 metros de 

profundidade será preferencialmente adsorvido (IEA GHG, 1998), liberando o gás 

metano que pode ser produzido no chamado ECBM (do inglês Enhanced Coal Bed 

Methane). 

 

Um projeto piloto de armazenamento de CO2 e recuperação avançada de 

metano em camadas de carvão (denominado RECOPOL – o primeiro campo de 

demonstração da Europa) teve suas atividades entre julho de 2004 e março de 2005 

na cidade de Krakow, Polônia. Dados mostram que 692 toneladas de CO2 foram 
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armazenadas nas camadas de carvão durante o projeto (van Bergen, Pagnier e 

Krzystolik, 2006). No Brasil, um projeto piloto para injeção de CO2 e produção de 

metano está sendo desenvolvido na cidade de Porto Batista, Rio Grande do Sul, 

sendo o Polo Petroquímico de Triunfo a fonte de CO2 antrópico e a jazida de carvão 

de Charqueadas o reservatório para o seu armazenamento (Heemann et al., 2010). 

 

3.2.3. Critérios para Avaliação de Bacias para Armazenamento Geológico 

de CO2 

 

Os locais para armazenamento geológico devem possuir: capacidade 

adequada e injectividade (permeabilidade); uma rocha selo confinante ou unidade 

confinante satisfatória; e ambiente geologicamente (geoquimicamente e 

geomecanicamente) estável a fim de evitar comprometer a integridade do local de 

armazenamento (IPCC, 2005). Os critérios para avaliar o potencial das bacias 

incluem: características da bacia (atividade tectônica, tipo de sedimento, regimes 

geotermal e hidrodinâmico), recursos da bacia (hidrocarbonetos, carvão, sal), 

maturidade da indústria petrolífera e infraestrutura (plataformas, dutos, poços, etc.), 

e questões sociais, como nível de desenvolvimento, economia, preocupações 

ambientais e educação pública (IPCC, 2005). 

 

Bacias sedimentares localizadas nas bordas do continente ou perto de limites 

de placas continentais estáveis são excelentes alvos para armazenamento de CO2, 

devido à estabilidade e estrutura das mesmas. Já bacias localizadas em áreas 

tectonicamente ativas são menos favoráveis para o armazenamento geológico, e, 

nestes casos, segundo Granieri et al. (2001), os sítios devem ser selecionados com 

muita cautela, em função da possibilidade de vazamentos nos reservatórios. Bacias 

que se encontram em áreas de ocorrência de subducção de placas tectônicas estão 

suscetíveis a deformação ativa, assim, proporcionando menor segurança para o 

armazenamento (IPCC, 2005). O IPCC (2005) mostra que as bacias sedimentares 

com baixo potencial de armazenamento são aquelas que (1) são pouco espessas (< 

1000 metros), (2) possuem relações estratigráficas entre reservatório e selos pouco 

conhecidas, (3) são altamente fraturadas e falhadas, (4) possuem dobramentos, (5) 
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apresentam fortemente discordâncias de sequências (6) sofreram diagêneses 

significativas ou (7) possuem reservatórios com sobrepressão. 

 

Brennan e Burruss (2003) definem que a eficiência do armazenamento 

geológico é a quantidade de dióxido de carbono armazenado por unidade de 

volume. Assim, verifica-se que a eficiência aumenta com o aumento da densidade 

do CO2. A densidade do CO2, como visto anteriormente, aumenta expressivamente 

com a profundidade enquanto encontra-se na fase gasosa e após ficar num estado 

mais denso (supercrítico) pode diminuir com a profundidade dependendo do 

gradiente de temperatura (Bachu, 2003). Bacias sedimentares com baixo gradiente 

de temperatura (“bacias sedimentares frias”) são mais favoráveis para armazenar 

dióxido de carbono (Bachu, 2003), devido ao fato de o CO2 atingir maior densidade 

em menores profundidades com relação à bacias sedimentares com alto gradiente 

de temperatura (“bacias sedimentares quentes”) (IPCC, 2005). Assim, a 

profundidade da formação geológica pode também influenciar na escolha dos 

melhores locais para armazenamento de dióxido de carbono. 

 

A capacidade de armazenamento depende da porosidade e volume da 

unidade sedimentar e a injectividade diz respeito à permeabilidade da mesma. A 

porosidade geralmente diminui com a profundidade, em função da compactação da 

rocha e cimentação, que acabam por reduzir a capacidade e eficiência do 

armazenamento (IPCC, 2005). É de extrema importância a existência de extensas 

unidades confinadoras (rochas selo) para garantir a permanência do fluido em 

subsuperfície.  

 

Bachu et al. (1994) ressaltam que a pressão e o regime de fluxo das águas 

subterrâneas em formações sedimentares são fatores importantes na escolha de 

reservatórios para o armazenamento geológico. A injeção de CO2 em reservatórios 

com sobrepressão (devido à compactação ou geração de hidrocarbonetos) pode 

levantar questões tecnológicas e de segurança que os tornam impróprios (IPCC, 

2005). 

 

A eventual presença de combustíveis fósseis e a maturidade de exploração e 

produção de uma bacia sedimentar são critérios adicionais para a seleção de locais 
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para armazenamento. Segundo o IPCC (2005), bacias sedimentares maduras são 

potenciais para armazenamento geológico de CO2 porque possuem bom 

conhecimento geológico; campos de hidrocarbonetos e/ou camadas de carvão 

foram descobertos e produzidos; alguns reservatórios de petróleo podem estar 

depletados, perto de depletarem ou abandonados por não serem econômicos; a 

infraestrutura necessária para a injeção e transporte de CO2 pode já estar presente 

no local. 

 

Bradshaw e Dance (2004) e Bradshaw et al. (2002) afirmam que a 

identificação das maiores províncias de óleo e gás com a avaliação do seu potencial 

de hidrocarbonetos podem ser usadas para identificar as bacias sedimentares com 

alto potencial de armazenar CO2 a nível mundial. Diversos campos menores de 

petróleo e reservatórios sem hidrocarbonetos também serão potenciais. É conhecido 

que os reservatórios de hidrocarbonetos possuem pares de reservatório/selo e 

armadilhas adequadas para o armazenamento de óleo e gás, portanto, possuem 

estruturas para armazenamento de dióxido de carbono. 

 

3.2.4. Distribuição Geográfica e Estimativa da Capacidade de 

Armazenamento 

 

Para estimar a capacidade de armazenamento geológico em uma escala 

regional ou local, deve-se levar em conta as diferenças entre os mecanismos e 

meios de aprisionamento: (1) para aprisionamento volumétrico, a capacidade é o 

produto do volume disponível (espaços porosos ou cavidades) e a densidade do 

CO2 à temperatura e pressão in situ; (2) para aprisionamento por solubilidade, a 

capacidade corresponde à quantidade de CO2 que pode ser dissolvido no fluido da 

formação geológica (por exemplo óleo, água salobra ou salina, etc...); (3) para 

aprisionamento por adsorção, a capacidade é o produto do volume de carvão e sua 

capacidade de adsorção de CO2; (4) para aprisionamento mineral, a capacidade é 

calculada com base na disponibilidade de minerais para a precipitação de 

carbonatos e a quantidade de CO2 que serão utilizados nestas reações (Bachu et 

al., 1994; Bachu, 2003; IPCC, 2005). 
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A falta de dados, a sua incerteza, os recursos necessários para processar os 

mesmos quando estão disponíveis e o fato de comumente mais de um mecanismo 

de aprisionamento estar ativo, são os principais obstáculos à utilização destes 

métodos simples para estimar a capacidade de armazenamento de CO2 em meio 

geológico (IPCC, 2005). Assim, a estimativa global calculada pela utilização de 

métodos simples não é confiável, bem como as estimativas regionais, por bacias ou 

por países que, embora sejam mais detalhadas e precisas, ainda são afetadas pelas 

limitações impostas pela disponibilidade de dados e a metodologia utilizada.  

 

Geralmente é aceito que reservatórios de petróleo e gás podem ser utilizados 

para armazenamento de CO2 após o esgotamento da suas reservas, embora o 

armazenamento combinado com recuperação avançada petróleo (EOR) pode 

ocorrer mais cedo. Em campos de óleo e gás, através de análises específicas de 

cada reservatório, a capacidade de armazenamento de dióxido de carbono pode e 

deve ser calculado a partir de bases de dados de reservas e produção (Bachu; 

Shaw, 2004; Beecy; Kuuskra, 2004; Bachu et al., 2007).  

 

Em reservatórios de hidrocarbonetos em produção ou já produzidos onde 

ocorre pouca invasão de água, o CO2 injetado geralmente ocupará o volume de 

poros anteriormente ocupados por óleo/gás natural. No entanto, os efeitos de 

capilaridade, viscosidade e gravidade podem atuar no fluido aquoso do próprio 

reservatório, o qual pode ficar retido entre os poros da rocha (Stevens et al., 2001), 

não possibilitando a total ocupação dos poros pelo CO2. Em reservatórios abertos 

de hidrocarbonetos (nos quais a pressão é mantida pela influência da água), além 

da redução da capacidade provocados por capilaridade e outros efeitos locais, uma 

fração significativa do espaço poroso será invadida por água, diminuindo o espaço 

disponível para armazenamento de CO2 se a repressurização do reservatório for 

limitada para preservar a integridade do mesmo (IPCC, 2005). 

 

De acordo com o conceito da pirâmide tecno-econômica recurso-reserva para 

armazenamento de CO2 de Bachu et al. (2007), existem 4 tipos diferentes de 

capacidades que podem ser estimadas: capacidade teórica, capacidade efetiva, 

capacidade prática e a capacidade associada (Figura 3.10).  
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Figura 3.10. Pirâmide tecno-econômica recurso-reserva para armazenamento de CO2 (Bachu et al., 

2007). 

 

A capacidade teórica representa o limite físico geológico para o 

armazenamento de fuido, e assume que a formação geológica analisada poderá 

conter CO2 em todos os espaços porosos existentes ou que o CO2 poderá ocupar o 

mesmo espaço hoje ocupado por outro fluido (gás, óleo, água). A capacidade de 

armazenamento efetiva representa uma parte da capacidade teórica, obtida com a 

aplicação de alguns limites de corte de caráter técnico (geológicos e de engenharia), 

os quais irão identificar a capacidade que realmente pode ser utilizada de acordo 

com limites técnicos. A capacidade prática representa uma parte da capacidade 

efetiva, a qual pode ser estimada levando-se em consideração as barreiras técnicas, 

legais e regulatórias de infraestrutura e econômicas (a capacidade prática 

corresponde às reservas utilizadas nas indústrias de energia e mineração). Por fim, 

a capacidade associada corresponde à uma porção da capacidade prática e é 

obtida pela associação detalhada entre fontes estacionárias de CO2 e os 

reservatórios com adequada capacidade, injectividade e taxa de abastecimento. 

Bachu et al. (2007) ainda salientam que, quando uma estimativa de capacidade de 

armazenamento é realizada, é essencial a indicação da porção da pirâmide 

correspondente. 

 

Muitas estimativas de capacidade de armazenamento de hidrocarbonetos não 

distinguem a capacidade relativa de óleo e gás que já foram produzidos da 

capacidade relativa das reservas restantes ainda a serem produzidas e que serão 
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disponibilizados nos próximos anos (IPCC, 2005). Em algumas avaliações globais, 

as estimativas também atribuem capacidade para campos de hidrocarbonetos que 

podem ser descobertos em anos futuros. Atualmente no mundo apenas um 

pequeno número de grandes campos de óleo/gás estão esgotados.  

 

Avaliações regionais e nacionais utilizam uma abordagem baseada em dados 

de reservas de campos de cada área descoberta de campos de óleo e de gás. 

Embora as metodologias utilizadas possam ser diferentes, há um maior nível de 

confiança do que as estimativas globais (IPCC, 2005).  

 

A estimativa de capacidade de armazenamento de CO2 em reservatórios de 

petróleo nos países da Europa é de 40 Gt, sendo 7 Gt em campos de óleo, baseado 

em todas as reservas (Wildenborg et al., 2004). Na Grécia estimativa de capacidade 

de armazenamento de CO2 mostram que 17 Mt de CO2 podem ser armazenados em 

campos de petróleo do país (Christensen e Holloway, 2004). 

 

No Canadá, assumiu-se que o volume de óleo produzido poderia ser 

substituído pelo dióxido de carbono (capacidade teórica) para todos os reservatórios 

do oeste do país, com base na pressão, temperatura e volume de poros do 

reservatório. Bachu e Shaw (2004) afirmam que coeficientes de redução foram 

adicionados à conta para a invasão de aquíferos e outros efeitos (capacidade 

efetiva) e, numa etapa posterior, este valor foi reduzido para profundidade – entre 

900 e 3.500 metros – e volume (capacidade prática). No oeste do Canadá, a 

capacidade de armazenamento de CO2 nas bacias de Alberta e Williston (em 

reservatórios com capacidade superior a 1Mt de CO2) foi estimada em cerca de 1 Gt 

em campos de óleo e 4 Gt em reservatórios de gás. Em todos os reservatórios 

descobertos de óleo e gás, a capacidade é de cerca de 10 Gt de CO2 (Bachu e 

Shaw, 2004; Bachu et al., 2004). Para os reservatórios adequados para EOR, um 

método analítico foi desenvolvido por Shaw e Bachu (2002, apud IPCC, 2005) para 

estimar a quantidade que será produzida e a quantidade de CO2 que poderá ser 

armazenada. A capacidade total de armazenamento de CO2 em campos de petróleo 

e gás na América do Norte (Estados Unidos e Canadá) é estimada em 

aproximadamente 82,4 Gt de CO2 (DOE/NETL, 2008). 
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Na Austrália estimativas apontam para uma capacidade de armazenamento 

de 740 Gt de CO2 em 65 reservatórios avaliados (em sua maioria campos de 

petróleo), que equivale a 1.600 anos de emissões do país (Bradshaw et al., 2004).  

 

Segundo o Bachu et al. (2007), estimar a capacidade de armazenamento de 

formações salinas é um desafio, devido a diversas razões, entre elas: múltiplos 

mecanismos de armazenamento (físico, mineral, por dissolução), mecanismos de 

aprisionamento atuando ao mesmo tempo, inexistência de metodologia consistente 

para estimativa de capacidade (diversos estudos com metodologias diferentes que 

não permitem comparações) e dados limitados de sísmica e poços. A maioria das 

capacidades de armazenamento estimadas para formações salinas profundas 

focam nos mecanismos de aprisionamento físico e/ou por dissolução (IPCC, 2005) 

e, segundo Xu et al. (2003) reações geoquímicas podem levar milhares de anos 

para causarem impacto significativo.  

 

Estimativas apontam uma capacidade de armazenamento de 150 Gt de CO2 

na Europa (Wildenborg et al., 2004) em aquíferos salinos, assumindo que os 

mesmos são confinados. Na Grécia, 1350 Mt de CO2 podem ser armazenados em 

aquíferos salinos na Bacia de Prinos (GESTCO, 2004, apud Koukouzas; Ziogou e 

Gemeni, 2009). Avaliação do Departamento de Energia dos Estados Unidos 

(DOE/NETL, 2008) sugere que a capacidade total de armazenamento de CO2 em 

formações salinas nos Estados Unidos e Canadá é superior à 900 Gt, podendo 

chegar à até 3.378 Gt. Bachu e Adams (2003) estimaram que a bacia Alberta, no 

oeste do Canadá, pode armazenar cerca de 4.000 Gt de dióxido de carbono, 

assumindo que o CO2 irá dissolver por saturação em todos os aquíferos profundos e 

que o mesmo ocupará todos os poros do reservatório (capacidade teórica; cf. Bachu 

et al., 2007). No Japão, um total de 146 Gt de capacidade de armazenamento de 

CO2 foi estimado com base em dados disponíveis de petróleo e exploração de gás 

(Nakanishi et al., 2009). 

 

No que se refere à estimativa de armazenamento de CO2 em camadas de 

carvão, nos Estados Unidos a capacidade de armazenamento em carvões é de 156-

183 Gt (DOE/NETL, 2008), sendo 1.345 Mt na Bacia Apalachiana Central, segundo 
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Ripepi (2009), enquanto que na Europa a estimativa é de 6 Gt em carvões não 

mineráveis entre 800 e 1.500 metros de profundidade (Wildenborg et al., 2004). 

 

Bradshaw e Dance (2004) estimaram, com base nas avaliações de potencial 

de armazenamento da Austrália (Bradshaw et al., 2002) e Canadá (Bachu, 2003), 

quais bacias sedimentares do mundo terão grande potencial de armazenamento de 

CO2 (Figura 3.11). 

 

 

Figura 3.11. Estimativa de prospectividade para armazenamento geológico de CO2 das bacias 

sedimentares do mundo (Bradshaw e Dance, 2004). 

 

As bacias altamente prospectivas referem-se às bacias petrolíferas do 

mundo; as bacias identificadas como prospectivas (baixa a alta) são aquelas bacias 

petrolíferas menores e outras bacias sedimentares que não foram muito deformadas 

geologicamente; por fim, as bacias não prospectivas referem-se àquelas altamente 

deformadas e dobradas, ou províncias formadas por rochas metamórficas ou 

ígneas. 

 

O mapa mundial de atividade tectônica com os epicentros de maiores 

terremotos foi sobreposto ao mapa de prospectividade de bacias sedimentares 

(Bradshaw e Dance, 2004), possibilitando a visualização da relação entre áreas de 

risco tectônico e bacias sedimentares potenciais para armazenamento (Figura 3.12) 
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Figura 3.12. Relação geográfica entre epicentros de terremotos e prospectividade das bacias 

sedimentares para armazenamento de CO2 (Bradshaw e Dance, 2004). 

 

Pode-se visualizar que algumas bacias sedimentares são adjacentes a 

regiões tectonicamente ativas, portanto não são preferenciais para o 

armazenamento geológico, devido aos riscos de falhas e vazamentos relacionados. 

A identificação das bacias adjacentes a áreas instáveis é mais um refinamento dos 

dados de prospectividade de bacias sedimentares.  

 

Analisando as informações mostradas nos mapas elaborados por Bradshaw e 

Dance (2004), conclui-se que o Brasil apresenta grande potencial para 

armazenamento geológico, visto que possui bacias altamente prospectivas não 

relacionadas à áreas ativas tectonicamente. 

 

3.3. Sistema de Informações Geográficas (SIG) 

 

As definições para Sistema de Informações Geográficas (SIG ou GIS, do 

inglês Geographic Information System) são diversas. Aronoff (1989) define SIG 

como “qualquer conjunto de procedimentos manuais ou baseados em computador 

destinados a armazenar e manipular dados referenciados geograficamente". No 

mesmo sentido, Dueker (1979) afirma que trata-se de um caso peculiar de “sistema 
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de informação, em que o banco de dados é formado por características, atividades 

ou eventos distribuídos espacialmente". Assim, observa-se que os dados inerentes 

de um SIG devem possuir localização geográfica definida, à qual os mesmos estão 

atrelados. 

 

Um SIG possui basicamente 3 componentes, os quais são compatíveis e 

relacionam-se: hardware (para armazenamento dos dados), software (programa 

para o processamento dos dados) e uma estrutura de dados1. A coleta de dados e 

sua estruturação são os fatores mais caros e que mais consomem tempo para a 

implementação de um SIG. Existem, atualmente, diversas opções de softwares 

disponíveis, como Arcinfo (França), Easi/Pace (Canadá), Geo Vision (Canadá), Idrisi 

(EUA), SGI (Brasil), Spring (Brasil), ArcGIS (EUA). 

 

A grande importância do SIG deve-se ao fato de que o mesmo integra dados 

espaciais e não-espaciais num único sistema, permitindo a combinação de grande 

variedade de informações, provenientes de diferentes bancos de dados. Breternitz 

(1997) ressalta que o processo de digitalização de mapas e outros tipos de 

informações espaciais, por meio de SIG, faz com que sejam exequíveis métodos 

novos e inovadores para a manipulação e exposição de dados geográficos. 

 

Para análises espaciais, como no caso da associação entre fontes de CO2 e 

reservatórios geológicos para armazenamento de carbono, a utilização da 

ferramenta SIG é extremamente pertinente. Abler (1988) afirma que o SIG é, para a 

análise geográfica, “o que o microscópio, o telescópio e os computadores foram 

para outras ciências (...) a solução que ajudará a dissolver as dicotomias regional-

                                            

 

 

1 Entenda-se por dados a representação computadorizada do mundo real. 
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sistemáticas e humano-físicas que tem assolado a geografia e outras disciplinas que 

usam informação espacial".  

 

Um SIG executa 5 processos básicos, sendo eles: (i) entrada de dados 

(digitalização dos dados para que possam ser utilizados por um SIG); (ii) 

manipulação (compatibilização dos dados com o sistema em uso); (iii) 

gerenciamento de dados (no caso de pequenos projetos pode ser suficiente o 

armazenamento de dados num simples conjunto de arquivos, mas, quando o 

volume e a complexidade de dados é grande, torna-se indispensável o uso de um 

Sistema Gerenciador de Bancos de Dados – DBMS); (iv) Query e análise (questões 

diretas e analíticas - que exigem cruzamento de dados) e (v) visualização. 

 

Dentre as ferramentas sofisticadas de análise de um SIG, dois tipos se 

destacam: as ferramentas de "Análise de Proximidade" e as de “Análise por 

Overlay”. A primeira é utilizada para responder a questões relacionadas à distâncias, 

para tanto, o SIG utiliza-se de um processo chamado buffering, que determina as 

relações de proximidade entre os objetos consideradas. A análise por overlay 

consiste na sobreposição de camadas de dados (layers) em um SIG, gerando um 

único mapa consolidando as informações desejadas. 

 

Como pode-se observar, a utilização de um SIG é de extrema importância 

para o apoio na tomada de decisão, na medida que o mesmo possibilita uma análise 

espacial detalhada e precisa, quando elaborado e manipulado corretamente, capaz 

de responder um grande número de questões através da integração e 

processamento dos dados. Neste sentido Cowen (1990) afirma que o SIG é um 
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sistema de apoio à decisão que envolve a integração de dados georreferenciados2, 

em um ambiente para resolução de problemas.  

 

3.3.1. SIG e Associação entre Fontes de CO2 e Reservatórios Geológicos 

para Armazenamento de CO2 

 

Estudos de associação entre fontes de CO2 e reservatórios geológicos de 

armazenamento são muito importantes para que a atividade de sequestro geológico 

de carbono seja implementada comercialmente, já que envolve grandes 

investimentos e estes devem ser planejados em detalhe. Fazer a associação fonte-

reservatório é um processo muito complexo. A escolha dos melhores reservatórios 

para a injeção de CO2 depende não só de características técnicas do reservatório, 

mas também de outros fatores como, distribuição geográfica, distância entre fontes 

estacionárias de CO2 e reservatórios, quantidade de CO2 emitida, disponibilidade de 

transporte para o CO2 e questões sócio-econômicas, as quais devem ser 

consideradas e integradas. Diversos estudos de associação entre fontes e 

reservatórios potenciais para armazenamento geológico de CO2 foram realizados 

utilizando-se sistemas de informações geográficas, conforme explicado a seguir. 

 

As relações geográficas e técnicas entre fontes emissoras de CO2 e locais de 

armazenamento são muito importantes, e em alguns casos determinantes, para a 

realização ou não do sequestro geológico de carbono. Segundo Bradshaw e Dance 

(2004), o grau em que o armazenamento geológico será implementado no futuro 

depende destas relações. Assim, um mapa mundial preliminar de associação 

                                            

 

 

2 Espacialmente referenciados (entende-se por referência espacial qualquer sistema de coordenadas 

espaciais representadas em 2 ou 3 dimensões); Geograficamente referenciados. 
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fontes-reservatórios foi elaborado por Bradshaw e Dance (2004), com base no 

banco de dados da Agência Internacional de Energia (IEA) (Figura 3.13). 

 

Figura 3.13. Localização das fontes emissoras de CO2 e prospectividade das bacias sedimentares 

mundiais para armazenamento de CO2 (Bradshaw e Dance, 2004). 

 

A integração dos bancos de dados permitiu concluir que algumas regiões com 

grandes emissões de dióxido de carbono não estão localizadas perto de bacias 

sedimentares com alto potencial de armazenamento, ou localizam-se perto de 

bacias sedimentares que necessitam de estudos mais detalhados para que seja 

avaliado o potencial de armazenamento das mesmas, por exemplo bacias 

sedimentares sem exploração e produção de petróleo (Bradshaw e Dance, 2004). 

 

Segundo o IPCC (2005), associar fontes de CO2 e reservatórios geológicos 

para o armazenamento exige uma avaliação detalhada da quantidade e qualidade 

do gás emitido pela fonte, meios de transporte e fatores econômico-ambientais. 

Análises mais detalhadas abrangem os aspectos regionais e detalhe a nível de 

possibilidades ou projetos, incluindo análise e escolha de reservatórios potenciais 

para armazenamento de CO2 com base em conhecimentos técnicos, ambientais, de 

segurança e critérios econômicos. A integração e análise de diferentes cenários 

podem levar à identificação de possíveis locais de armazenamento que deverão, 

então, tornar-se alvos de detalhados estudos econômicos e de engenharia (IPCC, 

2005). 
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Critérios técnicos referentes às bacias sedimentares são indicadores iniciais 

para identificação de locais potenciais para armazenamento de CO2. Após esta 

seleção inicial de reservatórios, da qual elege-se os principais alvos, outras 

considerações serão controladas por aspectos econômico-ambientais e de 

segurança. Com base em Winter e Bergman (1993), Bergman et al. (1997), Kovscek 

(2002), os fatores que devem ser considerados para a escolha dos reservatórios 

potenciais para armazenamento e a associação com as fontes emissoras de CO2 

são: volume, pureza e taxa de fluxo do CO2; adequação dos locais de 

armazenamento, incluindo o selo; proximidade da fonte e local de armazenamento; 

infraestrutura para a captura e transporte de CO2; recursos energéticos, minerais ou 

de águas subterrâneas conhecidos ou não, que possam ser comprometidos; poços 

e infraestrutura existentes, viabilidade e segurança do local de armazenagem; 

estratégias de injeção e estratégias de produção no caso de EOR e ECBM (que em 

conjunto afetam o número de poços e seu espaçamento); propriedades do terreno e 

o direito de passagem, localização dos centros populacionais e os custos totais. 

Segundo o IPCC (2005) todos os critérios devem ser avaliados para a previsão de 

duração da atividade de sequestro geológico de CO2, a fim de verificar se a 

capacidade de armazenamento pode suprir o volume e se as taxas de injeção e se 

pode coincidir com a taxa de abastecimento de CO2 proveniente das fontes 

emissoras disponíveis em cada caso. 

 

Segundo Holz et al. (2001), oportunidades de associação fontes-reservatórios 

podem envolver locais que possam ter benefícios econômicos através da 

recuperação avançada de óleo e gás (EOR e EGR, respectivamente). O EOR eleva 

a vida útil de projetos de produção de óleo, dependendo das propriedades do óleo, 

características dos reservatórios e métodos utilizados. No Brasil, operações de EOR 

já ocorreram/ocorrem nos campos de Miranga (Lino, 1994), Buracica, Rio Pojuca e 

Araçás (Lino, 2005; Rocha et al., 2007) todos localizados na Bacia do Recôncavo, 

no estado da Bahia. No campo de Buracica, o CO2 de uma indústria é coletado e 

injetado na bacia do Recôncavo, desde 1991 (Lino, 2005). 

 

Na Europa, avaliação de fontes emissoras de CO2 e locais para 

armazenamento, em conjunto com simulações numéricas, mapeamento das 

emissões e identificação de rotas de transporte foram realizados com a utilização de 
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sistema de informações geográficas (Larsen et al., 2004; Christensen e Holloway, 

2004). Na Holanda, estudos de associação fontes-reservatórios e viabilidade para 

implantação de sequestro geológico de CO2 em larga escala têm sido desenvolvidos 

através da integração de um SIG com um modelo de otimização linear (MARKAL) 

que fornece os caminhos possíveis de desenvolvimento dos sistemas de energia 

(ex. Broek et al., 2010; Broek et al., 2009; Brederode, 2008; Damen et al., 2009).  

 

Em Portugal, um estudo preliminar baseado na proximidade entre fontes e 

reservatórios geológicos potenciais demonstraram que grandes fontes emissoras de 

CO2 encontram-se próximas aos locais potenciais para armazenamento, sendo a 

maioria das emissões anuais provenientes do distrito de Setubal, seguido de Lisboa 

(Gomes, 2008). 

  

Na China, estudos de associação fontes-reservatórios para armazenamento 

de CO2 também têm sido realizados. Chen et al. (2009; 2010) realizaram estudo de 

associação fontes-reservatórios na província de Hebei utilizando-se de SIG para o 

cálculo de rotas de menor custo para a implementação de CCS, onde 88 fontes 

emissoras de CO2, 25 campos de petróleo foram associadas. Resultados deste 

estudo apontaram que apenas 5% das emissões da região podem ser armazenadas 

geologicamente com custos para construção de dutovias entre 2,8 e 45 milhões de 

Euros, sendo que o potencial de armazenamento para as 88 fontes emissoras não 

ultrapassa um ano. Zheng et al. (2009) demonstram que na região de Jing-Jin-Ji o 

custo de implementação de CCS em larga escala atinge € 115 milhões (redução de 

7,86 MtCO2 por ano) e € 11 bilhões (para redução de 296 MtCO2 por ano). Em um 

estudo mais amplo para toda a China, curvas de custo desenvolvidas por Dahowski 

et al. (2009) demonstam que a maioria das grandes fontes emissoras de CO2 do 

país podem ser armazenadas em aquíferos salinos à custos inferiores à US$ 

10/tCO2 (exclui-se custo de captura). 

 

Os Estados Unidos possuem uma ampla base de dados georreferenciados 

referentes à diversos temas relevantes para o sequestro geológico de CO2 (ex. 

fontes emissoras, reservatórios geológicos, dutos, uso da terra, entre outros) que 

fazem parte do banco de dados e sistema de informações geográficas nacional de 

sequestro de carbono (NatCarb – do inglês National Carbon Sequestration Database 
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and Geographical Information System), segundo Carr et al. (2009). Estudos 

utilizando sistema de informações geográficas e ampla base de análise econômica 

mostram que cerca de dois terços das estações de energia dos Estados Unidos são 

adjacentes aos locais potenciais para armazenamento geológico, porém, algumas 

fontes emissoras requerem transporte de centenas de quilômetros (Dooley et al., 

2004). Ambrose et al. (2009) demonstram que grande maioria das fontes emissoras 

estacionárias dos Estados Unidos encontram-se geograficamente concentradas 

(Figura 3.14), e que muitas delas encontram-se sobrepostas à formações geológicas 

contendo aquíferos salinos, o que faz da Costa do Golfo uma das áreas mais 

promissoras para sequestro geológico de CO2. Estudos realizados nas bacias 

sedimentares do oeste do Canadá mostram que a maioria das grandes fontes 

emissoras de CO2 possui locais potenciais de armazenamento adjacentes (Bachu, 

2003).  

 

Figura 3.14. Distribuição das maiores fontes estacionárias de CO2 e reservatórios geológicos (bacias 

petrolíferas e de carvão e formações aquíferas salinas) nos Estados Unidos, excluíndo-se Alasca e 

Hawaii (Ambrose et al., 2009). 
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Modelagem econômica de uma proposta de construção de uma rede de 

dutos para transporte de CO2 para fins de EOR e eventualmente para 

armazenamento geológico de CO2 na Costa do Golfo foi realizada por Essandoh-

Yeddu e Gülen (2009), indicando que o custo estimado para sua implantação é de 

2,4 à 3,4 bilhões de dólares. Nos Estados Unidos um modelo de avaliação integrada 

de associação fontes-reservatórios e custos, denominado “Colar de Pérolas” (String 

of Pearls), foi desenvolvido pelo SWP (Southwest Regional Partnership on Carbon 

Sequestration) e demonstrou que a região possui capacidade para armazenamento 

de CO2 por décadas ou milhares de anos, dependendo das suposições feitas em 

relação às fontes emissoras e aos reservatórios geológicos (Kobos et al., 2007). 

 

Na Austrália, estudos para a identificação de sítios potenciais para 

armazenamento geológico de CO2 têm sido feitos (Bradshaw et al., 2002; Rigg et al., 

2001), e metodologia para a classificação de reservatórios (riscos técnicos e 

econômicos) e sua proximidade com grandes fontes emissoras de CO2 foi 

desenvolvida. O governo australiano juntamente com produtores de gás do país 

fundaram o programa de investigação GEODISC, destinado a abordar todas as 

principais questões técnicas, comerciais e ambientais relacionadas ao sequestro 

geológico de dióxido de carbono na Austrália (Rigg e Bradshaw, 2000). Com base 

em características geológicas (espessura, profundidade, estratigrafia, litologia e 

complexidade estrutural), apenas 48 das 300 bacias sedimentares conhecidas da 

Austrália foram selecionadas, e 65 locais ambientalmente sustentáveis, potenciais 

de injeção de CO2 e 22 opções incertas de sequestro (incluindo, neste caso, locais 

onde os dados eram limitados) foram constatadas (Bradshaw et al., 2004). A fim de 

estimar a provável oferta de CO2 para cada reservatório ao longo do tempo, e para 

fins de modelagem econômica, estimou-se a taxa de fornecimento de CO2 para 20 

anos e um mapa com nós emissão (grupos de fontes emissoras), segundo 

Bradshaw et al., 2002). Uma tentativa de integrar detalhes técnicos de cada 

reservatório, as fontes de emissões e a economia pode ser visto no mapa da Figura 

3.15. 
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Figura 3.15. Nós de maiores emissões de CO2, suas emissões relativas que podem ser sequestradas 

comparadas com o total líquido de emissões de 1998, a distância até o reservatório para 

armazenamento mais próximo e a estimativa de custos (Bradshaw et al., 2004). 

 

Diferentes critérios podem definir a prospectividade dos sítios para 

armazenamento. Em alguns casos existem facilidades técnicas e em outros 

facilidades econômicas (por exemplo, os benefícios econômicos de EOR), portanto, 

cada caso deve ser examinado individualmente. O programa australiano GEODISC 

concluiu que o armazenamento geológico de CO2 funcionará melhor onde 

encontram-se as maiores províncias petrolíferas (Bradshaw e Dance, 2004). 

 

 

3.3.1.1.  Associação Fontes-Reservatórios para Sequestro 

Geológico de CO2 no Brasil  

 

Pesquisas em captura e armazenamento de CO2 são recentes no Brasil, e 

alguns investimentos privados e federais estão sendo feitos nesta área. Com a 
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inauguração em 2007 do Centro de Excelência em Pesquisa sobre Armazenamento 

de Carbono (CEPAC), único no país, diversos estudos iniciaram em diferentes 

linhas de pesquisa.  

 

Um dos primeiros projetos do CEPAC foi o Projeto CARBMAP – Fase 1, no 

qual as fontes estacionárias de CO2 e as bacias sedimentares brasileiras foram 

mapeadas em um software de Sistema de Informações Geográficas e os dois 

planos de informações foram sobrepostos. Utilizando apenas 2 variáveis: (1) limite 

das bacias sedimentares e (2) distância entre fontes estacionárias e bacias 

sedimentares – raio de 300 km a partir da fonte – foi produzido um mapa de 

oportunidades de captura e armazenamento de CO2 no Brasil, concluindo que a 

concentração das fontes emissoras estacionárias de CO2 concentram-se nas 

regiões Sul e Sudeste do país (Ketzer et al., 2007; Rocha et al., 2007; Figura 3.16). 

Outra conclusão deste projeto foi que o setor responsável pela maior emissão de 

CO2 na atmosfera é o da produção de biomassa, com 33% das emissões 

brasileiras.  

 

Resultados do CARBMAP indicam que a rede de dutos existentes no Brasil 

também concentra-se na região sudeste e no litoral, sendo assim vantajosa para a 

implementação futura de carbodutos, visto que a maior densidade de emissões são 

provenientes de fontes que concentram-se nesta região (Rockett et al., 2010). 

 

A associação entre fontes e reservatórios foi realizada particularmente 

também em uma grande bacia sedimentar brasileira, a Bacia do Paraná, a qual 

encontra-se abaixo de parte considerável das fontes emissoras brasileira. Neste 

estudo de associação duas outras variáveis foram adicionadas: a profundidade da 

melhor formação geológica desta bacia (reservatório) e a espessura da mesma. 

Neste caso o resultado foi mais refinado, permitindo a constatação da quantidade de 

emissões associadas a esta bacia (cerca de 135 Mt CO2/ano) e a potencialidade de 

diferentes porções da mesma (Caporale et al., 2007) (Figura 3.17). 
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Figura 3.16. Brasil: fontes estacionárias de CO2 e bacias sedimentares em amarelo (Ketzer et al., 

2007). 
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Figura 3.17. Associação entre fontes de CO2 e sumidouro geológico na bacia do Paraná, Brasil 

(Caporale et al., 2007). 

 

Um valor preliminar de capacidade de armazenamento de dióxido de carbono 

no Brasil foi estimada por Ketzer et al. (2007), indicando capacidade de 

armazenamento superior a 2.000 Gt, considerando camadas de carvão, campos de 

petróleo e aquíferos salinos (Tabela 3.3). 
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Tabela 3.3. Capacidade de armazenamento das principais bacias sedimentares brasileiras (elaborado 

pelo autor com base em dados de Ketzer et al., 2007) 

Bacia Sedimentar 
Capacidade em 

campos de 
petróleo* (MtCO2) 

Capacidade em 
aquíferos salinos 

(MtCO2) 

Capacidade em 
camadas de carvão 

(MtCO2) 

Bacia de Campos 
(offshore) 1.700 48.600 - 

Bacia de Santos 
(offshore) 167 148.000 - 

Bacia de Solimões 
(onshore) 163 252.000 - 

Bacia do Espírito-
Santo (offshore) 96 51.700 - 

Bacia do Paraná 
(onshore) - 462.000 200 

* Capacidade de armazenamento com base nas reservas de petróleo (óleo e gás) por bacia 

 

Observa-se que a Bacia de Campos se destaca para armazenamento em 

campos de petróleo, possuindo dez vezes mais capacidade que a segunda bacia 

com maior potencial para campos de petróleo. Em aquíferos salinos, a bacia 

sedimentar com maior potencial é a do Paraná, com capacidade de armazenamento 

de CO2 de mais de 460 Gt. A bacia do Paraná também se destaca pela capacidade 

em camadas de carvão. 

 

Existem muitas dificuldades em termos de acesso e existência de dados que 

devem ser considerados para a realização de uma associação entre fontes de CO2 

e reservatórios para injeção, visando determinar a prospectividade para o sequestro 

geológico de CO2. 

 

Atualmente um importante produto do projeto CARBMAP está sendo 

elaborado: o Atlas Brasileiro de Captura, Transporte e Armazenamento de CO2 

(Machado et al., 2010). A incorporação de novos dados ao sistema de informações 

geográficas do CARBMAP para associação entre fontes emissoras de CO2 e 

reservatórios geológicos permitiram uma ampliação significativa do nível de análise 

sobre o potencial brasileiro para sequestro de CO2 (Machado et al., 2009; 2010). O 

objetivo do Atlas é avaliar as bacias sedimentares existentes no território brasileiro 

com alta prospectividade, média prospectividade e baixa prospectividade, com base 
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em critérios como (i) fontes emissoras associadas; (ii) sistema petrolífero/carvão; (iii) 

produção ativa de petróleo; (iv) plays de CO2 (aquíferos salinos); (v) capacidade de 

armazenamento (reserva/recurso); (vi) infraestrutura para transporte e (vii) 

conhecimento geológico. 

 

Estudo de viabilidade tecnológica para o sequestro geológico de CO2 no 

Brasil demonstra que a atividade já é viável sob o ponto de vista técnico, porém são 

necessárias análises sob o ponto de vista econômico (Costa, 2009). Neste sentido, 

além das pesquisas realizadas dentro do CEPAC, alguns estudos de viabilidade 

econômica foram realizados considerando-se uma fonte emissora e um reservatório 

específico, como por exemplo o estudo de viabilidade para ECBM na Jazida de 

Charqueadas (Hoppe, 2009), o qual constatou que para esta atividade se tornar 

mais atrativa é necessário o aumento do preço do metro cúbico do gás natural, visto 

que a atividade não permite a obtenção de créditos de carbono por não estar 

contemplada nos Mecanismos de Flexibilização. Ravagnani e Suslick (2008) e 

Ravagnani (2007) desenvolveram um modelo dinâmico para simular o 

comportamento do sistema sequestro de CO2 – EOR ao longo do tempo, e 

demonstram que apesar do processo de EOR ser altamente intensivo no uso de 

energia, o volume de emissões é muito menor que a contribuição de mitigação do 

gás de efeito estufa, atestando a vantagem da operação EOR como meio de 

sequestro de CO2. Uma análise econômica realizada por Ravagnani (2007) em um 

campo de petróleo maduro da Bacia do Recôncavo indicou que o preço do óleo, 

produção de óleo e custo de investimento (CAPEX) desempenham um papel 

importante na viabilidade do projeto de EOR. 

 

3.4. Área de Estudo: Bacia de Campos, Brasil. 

 

A escolha por campos de petróleo para o presente estudo deve-se ao fato de 

estes possuírem sistemas de rochas reservatório/selo comprovadas, já que 

armazenam petróleo há milhões de anos, além de possuírem geologia bem 

conhecida em função da demanda da indústria do petróleo. Bradshaw e Dance 

(2004) atribuem alta prospectividade às bacias petrolíferas existentes no mundo. 

 



 66

A Bacia de Campos é a mais produtiva das várias bacias da margem 

continental oriental brasileira (Moraes et al., 2007; Guardado et al., 2000), sendo 

responsável por 84% da produção de petróleo (PETROBRAS, 2010a) no Brasil, 

tendo grande valor econômico para o país.  

 

3.4.1. Localização 

 

A bacia sedimentar de Campos se localiza na porção sudeste do território 

brasileiro, em alto mar (offshore), compreendida entre as latitudes 21 e 23ºS 

(Rangel, Guimarães e Spadini, 2003) e possui uma área de cerca de 100.000 km² 

(PETROBRAS, 2010a; Guardado et al., 2000) até a cota de 3.400 m (Horschutz et 

al. 1992; Dias et al., 1990 apud Barboza, 2005), sendo que 500 km² são relativos à 

porção emersa (Dias et al., 1990 apud Barboza, 2005). 

 

A maior porção desta bacia pertence ao território do estado do Rio de 

Janeiro, sendo que a outra porção pertence ao estado do Espírito Santo (ANP, 

2009a). Faz fronteira com a bacia do Espírito Santo ao norte e com a bacia de 

Santos ao sul, sendo que seu limite com a bacia de Santos ocorre no Alto de Cabo 

Frio e em seu limite com a bacia do Espírito Santo ocorre no Alto de Vitória. A 

Figura 3.18 mostra a localização da Bacia de Campos. 
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Figura 3.18. Localização da Bacia de Campos, Brasil [Fonte de dados: Milani et al. (2007) – limite da 

Bacia de Campos; CPRM (2003) – limites campos de petróleo; Fontanelli et al. (2009) – limite campo 

de Jubarte] 
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3.4.2. Contexto Geológico 

 

As bacias sedimentares marginais brasileiras são, segundo McKenzie (1978), 

exemplos típicos de bacias de margem passiva. Segundo Bruhn e Walker (1995), as 

bacias marginais brasileiras são resultantes de uma sucessão de processos 

termomecânicos, incluindo rifteamento continental, extensão e ruptura crustal e 

subsequente espalhamento do assoalho oceânico. O desenvolvimento das bacias 

sedimentares marginais brasileiras teve início com a ruptura do paleocontinente 

Gondwana – separação das placas Sulamericana e Africana e evolução do oceano 

Atlântico – no período Cretáceo, há 140 milhões de anos (Guardado et al., 1989).  

 

O pacote sedimentar que forma a Bacia de Campos é dividido em 5 

megasequencias, conforme Moraes et al. (2007), chamados, do mais antigo pra o 

mais recente: (i) Rifte continental (Neocomiano); (ii) Transicional (evaporítico) 

(Aptiano); (iii) Marinho raso (Albiano); (iv) Marinho transgressivo (Cenomaniano ao 

Eoceno Superior); (v) Marinho regressivo (Eoceno superior até o presente). A Figura 

3.19 mostra as principais megasequencias das bacias da margem continental 

oriental brasileira, sendo (PR) Pré-rifte; (R) Rifte; (T) Transicional (que inclui a seção 

evaporítica); (SC) Carbonatos rasos; (MT) Transgressivo marinho e (MR) Regressivo 

marinho. Importante salientar que a megasequencia pré-rifte, especificamente, não 

ocorre na Bacia de Campos. 
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Figura 3.19. Seção geológica generalizada das bacias da margem continental oriental brasileira, 

mostrando as principais megasequências (Modificado de Bruhn, 1998) 

 

3.4.2.1.  Estratigrafia e Evolução Estrutural da Bacia de Campos 

 

 A deposição de rocha vulcânica relacionada à abertura do Atlântico Sul 

durante o período Cretáceo inferior cobriu a maior parte do assoalho da Bacia de 

Campos, sendo estas rochas inseridas na Formação Cabiúnas. Segundo estudo de 

datação radiométrica realizado por Mizusaki et al. (1989 apud Rangel, Guimarães e 

Spadini, 2003), a idade estimada para estes basaltos é de 122 milhões de anos. 

 

Sedimentação lacustre se estabeleceu logo após o derrame de rochas 

vulcânicas, cobrindo uma área de 100.000 km² (Rangel, Guimarães e Spadini, 

2003). Na bacia, a espessura da sequência é superior a 2.500 m, ou quase 4.000 m, 

considerando-se regimes tectônicos laterais. Estas sequências sedimentares 

compõem a Formação Lagoa Feia (Rangel e Carminati, 2000 apud Rangel, 

Guimarães e Spadini, 2003). 

 

Segundo Rangel, Guimarães e Spadini (2003), a sedimentação do rifte da 

Formação Lagoa Feia (idade Barremiana – Aptiana) é de grande importância 

econômica, não apenas porque abriga os reservatórios produtores de óleo 
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denominados coquinas (reservatórios carbonáticos), mas também porque esta 

Formação contém as principais rochas-geradoras de hidrocarbonetos da Bacia de 

Campos. As coquinas e os folhelhos intercalados correspondem ao Membro 

Coqueiros da Formação Lagoa Feia. 

 

A sedimentação do estágio transicional se deu após o estágio rifte, 

compreendendo rochas carbonáticas e siliciclásticas seguidas de precipitação 

evaporítica relacionada à abertura do oceano Atlântico sul – esta é a porção 

superior da Formação Lagoa Feia, do período Aptiano Superior (Rangel, Guimarães 

e Spadini, 2003). 

 

O estágio de “Drift” (deriva) teve início por volta de 112 milhões de anos 

(Albiano Inferior) e continua até os dias de hoje. No início deste estágio houve a 

deposição de carbonatos de água rasa (Formação Macaé) seguido da deposição 

siliciclástica, em sua maioria em ambientes de água profunda (Rangel e Martins, 

1998). Do Albiano Superior até o Paleoceno um aprofundamento gradual ocorreu na 

Bacia de Campos. Um espesso pacote de sedimentos de águas profundas 

(folhelhos da Formação Ubatuba) foram depositados num padrão “onlap”, que 

contém arenitos turbidíticos de águas profundas (Formação Carapebus), segundo 

Rangel, Guimarães e Spadini (2003). 

 

Durante o período Terciário, um novo padrão deposicional ocorreu, 

caracterizado por um sucessivo avanço das plataformas siliciclásticas rasas, 

refletindo uma sequência de eventos tectônicos que ocorreram na placa Sul-

Americana durante o terciário (Carminatti, 1987 apud Rangel, Guimarães e Spadini, 

2003). 

 

A Figura 3.20 apresenta carta estratigráfica da Bacia de Campos, com as 

formações que a compõem. 
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Figura 3.20. Carta estratigráfica da Bacia de Campos, Brasil (Milani et al., 2007). 

 

3.4.2.2.  Reservatórios 

 

Rochas-reservatório com porosidade e permeabilidade de boa a excelente 

qualidade são encontradas na Bacia de Campos em diversas ocorrências 

(Guardado et al., 2000). As coquinas (carbonatos do período Barremiano) da 

sequência Rifte atingem porosidades de 15-20% e permeabilidades superiores a 1 

darcy (D). Segundo Guardado et al. (2000), os melhores reservatórios da Bacia de 

Campos consistem em rochas carbonáticas de alta energia compostas de bivalves 

com porosidade intergranular.  

 

Os carbonatos de água rasa do período Albiano compreendem um grande 

espectro de reservatórios, sendo que as unidades de maior qualidade apresentam 

porosidades de até 28% e permeabilidades superiores a 1 D, relacionados a fácies 
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oolíticas depositadas em ambiente de alta energia (Guardado et al., 2000). 

Reservatórios com alta porosidade (até 30%) mas com menor permeabilidade (até 

100 mD) estão relacionados à calcarenitos (packstones oncolíticas-peloidais e 

grainstones) depositadas em ambiente marinho raso com agitação de água 

moderada. Conforme Guardado et al. (2000), calcilutitos e calcarenitos finos (fine-

grained limestones) depositados em um cenário mais profundo e de baixa energia 

também constituem reservatórios, mas apesar de apresentarem alta porosidade (20-

30%), eles possuem relativamente baixas permeabilidades (máximo de poucos mD). 

 

Os turbiditos do período Cretáceo Superior foram depositados principalmente 

em depressões de declive suave formadas como resultado da halocinese e 

apresentam porosidades de 20 à 25% e permeabilidades de 100 mD à 5000 mD 

(Guardado et al., 2000). Entende-se por halocinese a ascensão de corpos salinos 

(originados em depósitos evaporíticos) penetrando e deformando camadas rochosas 

mais densas acima e produzindo estruturas dômicas de grande interesse na 

exploração petrolífera (Winge et al., 2001). 

 

Os principais reservatórios siliciclásticos do período Terciário (Oligoceno-

Mioceno) são predominantemente arenitos de granulometria média a fina, com 

porosidades de aproximadamente 30% e permeabilidades de alguns Darcys. Estes 

complexos turbidíticos se desenvolveram como extensos leques no assoalho da 

bacia (Guardado et al., 2000). 

 

Os principais campos, incluindo Marlim, Barracuda (Terciário) e Roncador 

(Cretáceo) encontram-se em lâminas d’água entre 250 e 2600 metros. Os campos 

gigantes do período terciário possuem predominantemente trapas estratigráficas 

(Guardado et al., 2000). 

 

3.4.3. Exploração de Hidrocarbonetos na Bacia de Campos 

 

O primeiro poço perfurado na Bacia de Campos foi o 1-RJS-9A em 1976, no 

campo de Garoupa, situado em lâmina d'água de 100 m de profundidade. Um ano 

depois, a exploração comercial iniciou através do poço 3-EM-1-RJS no campo de 

Enchova, com uma produção de 10.000 barris/dia (PETROBRAS, 2010a).  
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Atualmente existem mais de 50 campos conhecidos na Bacia de Campos 

(PETROBRAS, 2010a), dos quais 40 encontram-se em fase de produção (ANP, 

2009a). Outros 19 campos encontram-se na etapa de desenvolvimento da fase de 

produção (ANP, 2009a). 

 

Em 2007, a Bacia de Campos completou 30 anos de produção e abriga cerca 

de 80% das reservas de petróleo já descobertas pela Petrobras no território 

brasileiro (PETROBRAS, 2010d). Atualmente são extraídos cerca de 1,49 milhão de 

barris de óleo e 22 milhões de metros cúbicos de gás por dia, segundo 

PETROBRAS (2010a). A maior acumulação de petróleo do Brasil encontra-se no 

campo de Marlim (Milani e Araújo, 2003; Cândido, 1990), seguido do campo de 

Albacora (Cândido, 1990). As reservas totais3 da Bacia de Campos chegam à 17,60 

bilhões de barris de petróleo e 1,6 bilhões de metros cúbicos de gás, segundo ANP 

(2008). 

 

Segundo ANP (2009a), o estado do Rio de Janeiro (entenda-se Bacia de 

Campos) respondeu por 91,7% da produção marítima e por 82,5% da produção total 

nacional de petróleo em 2008. O estado do Rio de Janeiro foi também o maior 

produtor de gás natural entre 2007 e 2008, concentrando 40,6% do volume total 

produzido e 57,2% da produção marítima nacional. No ano de 2008, a produção de 

petróleo apenas da Bacia de Campos atingiu 89.747.102,98 m³, enquanto que a 

produção total brasileira foi da ordem de 105.452.170,00 m³ (ANP, 2009a). 

 

                                            

 

 

3 Excluindo-se as reservas dos campos em desenvolvimento ainda não formalmente reconhecidas 

pela ANP. 
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Bosco (2007) afirma que 32 dos 55 campos “já passaram da flor da idade”, o 

que se confirma em PETROBRAS (2010a), a qual afirma que: “dos 55 campos 

existentes hoje na Bacia de Campos, 36 são considerados maduros, ou seja, já 

atingiram o pico de produção”, justificando, assim, a aplicação de novas tecnologias 

visando o máximo aumento da vida útil dessas áreas, através das quais a Petrobras 

consegue um aumento de 3% no fator de recuperação de óleo na bacia 

(PETROBRAS 2010a). Segundo Pinto et al. (2003), o método de injeção de água é 

aplicado em quase todos os campos gigantes de petróleo da Bacia de Campos. 
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4.   MATERIAIS E MÉTODOS 

 

4.1. Dados 

 

4.1.1. Fontes Emissoras de CO2 

 

O “inventário-base” de emissões de CO2 utilizado para esta pesquisa foi o 

“banco de dados de emissões de CO2” da Agência Internacional de Energia (IEA 

GHG, 2006). Para o Brasil, o banco de dados contém informações sobre 361 fontes 

emissoras estacionárias, sendo 1 planta de amônia, 52 cimenteiras, 22 plantas de 

etanol, 6 plantas de etileno, 11 siderúrgicas, 68 termelétricas, 12 refinarias e 189 

plantas de produção de biomassa, perfazendo um total de 204 MtCO2/ano. O 

inventário contém informações como: setor da indústria ao qual pertence, nome da 

empresa, nome da planta, cidade, status da planta, emissão de CO2 estimada 

(kt/ano), concentração do CO2 no gás de combustão, tempo de funcionamento da 

planta, entre outras. Para as plantas de geração de energia elétrica ainda estão 

disponíveis informações referentes ao tipo de tecnologia utilizada na planta e o 

combustível utilizado para queima. 

 

Com relação às fontes emissoras listadas no inventário da IEA, os dados 

mostram que o setor de produção de biomassa contribui com 34% das emissões 

anuais de CO2 provenientes de fontes estacionárias no Brasil, seguido das 

termelétricas, cujas emissões correspondem a 25% do total (Figura 4.1). 
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Figura 4.1. Emissões de CO2 por setor de fontes estacionárias (elaborado pelo autor com base em 

dados de IEA GHG, 2006). 

 

A Tabela 4.1 mostra de forma sintetizada a emissão total de CO2, em kt/ano, 

e o número de plantas por setor. Observa-se que, tanto em número de plantas 

quanto em massa de CO2 emitida por ano, em primeiro lugar está o setor de 

produção de biomassa, seguido do termelétrico e cimenteiro. 

 

Tabela 4.1. Emissão total de CO2 por setor no Brasil (elaborado pelo autor com base em dados da 

IEA GHG, 2006) 

Setor Número de plantas Emissão total de 
CO2 (kt/ano) 

Amônia 1 196 

Cimenteiro 52 34.241 

Etanol 22 3.076,27 

Etileno 6 8.429 

Siderúrgico 11 20.282 

Termelétrico 68 50.990 

Refinaria 12 18.086 

Produção de 
Biomassa 189 69.082,84 

Emissão Total do Brasil 204.383,11 

 

Para fins de análises espaciais, à qual se propôs esta pesquisa, as 

coordenadas geográficas do “inventário-base” de emissões foram verificadas e 

posteriormente corrigidas com base na lista de fontes emissoras do Programa 

CARBMAP, realizado por Rocha et al. (2006), que corrigiu todas as fontes do banco 
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de dados da IEA. Nomes de plantas e cidades em que se situam foram corrigidas 

quando necessário. É importante destacar que somente fontes emissoras 

estacionárias localizadas em terra são consideradas neste estudo, porém, existe 

potencial de fontes de CO2 no mar, nas plataformas de produção de petróleo 

(devido ao excesso de CO2 no gás natural produzido), notadamente no pré-sal em 

bacias sedimentares adjacentes (Bacia de Santos). 

 

Com as devidas correções, o banco de dados foi importado para o software 

ArcGIS, gerando o plano de informação (layer) das fontes emissoras de CO2 

Brasileiras, o qual possibilitou a visualização espacial das mesmas. 

 

4.1.2. Dutos 

 

Considerando que o transporte de CO2 é geralmente realizado por meio de 

dutos, o georreferenciamento da infraestrutura dutoviária existente no território 

brasileiro foi realizado com base em cartogramas disponíveis em PETROBRAS 

(2003), ANP (2001-2008), ANEEL (2005), Ministério dos Transportes (2007), 

TRANSPETRO (2008). Deve-se considerar que no Brasil, o transporte dutoviário 

corresponde a uma pequena parcela (aproximadamente 4,2%, segundo CNT, 2008) 

da matriz do transporte de cargas. Foram considerados para este estudo apenas os 

traçados já implantados no território brasileiro, que podem ser visualizados na Figura 

4.2.  

 

O conhecimento dos traçados dutoviários já existentes são importantes (i) 

para a possível utilização destes dutos para transporte de CO2 e (ii) para a escolha 

futura de caminhos preferenciais para implementação de novos dutos (neste caso, 

carbodutos). Hendriks et al. (2007 apud Brederode, 2008) afirma que considerando 

as vantagens legais e de engenharia, é importante o conhecimento das faixas de 

dutos já existentes. Conforme reportado por Rockett (2008) no caso de uma dutovia 

brasileira, a implantação de dutovias envolve questões legais de uso da terra, 

justificando ainda mais o uso de traçados já definidos para a implantação de novas 

dutovias. 
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Figura 4.2. Dutovias existentes no Brasil 

 

4.1.3. Reservatórios Geológicos 

 

Os reservatórios geológicos selecionados para análise nesta pesquisa são os 

campos de petróleo da Bacia de Campos que, segundo PETROBRAS (2010a), 

totalizam mais de 50 campos. Dados específicos de cada campo de óleo/gás foram 

obtidos através de extensa pesquisa bibliográfica e todos os dados técnicos dos 

reservatórios obtidos foram organizados em uma tabela (Apêndices A e B). Por se 

tratarem de campos de petróleo estratégicos para o país – os campos da Bacia de 

Campos são responsáveis por 84% da produção nacional (PETROBRAS, 2010a) – 

a maioria das informações são confidenciais e a disponibilidade de dados 
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específicos em publicações é bastante restrita, sendo na sua maioria publicações 

antigas (anos 80 e 90) – o que reflete a maturidade da bacia. 

 

Cabe ressaltar que esta pesquisa propôs-se a fazer uma análise à nível de 

campos de petróleo, sendo assim, (i) quando os dados disponíveis referiam-se a 

reservatórios específicos dentro de um campo, dados médios foram assumidos e (ii) 

quando só haviam dados de um reservatório específico em um campo, os mesmos 

foram extrapolados – no caso de os dados originalmente obtidos em bibliografia não 

serem dados médios por campo. 

 

Os reservatórios considerados neste estudo correspondem aos 17 campos de 

óleo/gás da Bacia de Campos os quais obteve-se os dados específicos necessários 

para a análise: Carapeba, Linguado, Marimbá, Marlim, Vermelho, Barracuda, 

Roncador, Caratinga, Jubarte, Namorado, Badejo, Pampo, Enchova/Bonito, 

Garoupa, Albacora, Corvina e Malhado. Todos eles encontravam-se em fase de 

produção até o final do ano de 2008, segundo ANP (2009a). As reservas totais dos 

17 campos estudados correspondem à 59% das reservas totais da Bacia de 

Campos, sendo 25% referentes aos campos gigantes de Marlim, Barracuda, 

Albacora, Roncador, Caratinga, Carapeba, Vermelho e Marimba (segundo dados 

obtidos em ANP, 2008; Rangel, Guimarães e Spadini, 2003; Assis et al., 1996; 

Horschutz et al., 1992). Dentre os dados incluídos da tabela produzida estão: área 

do campo, formação/unidade estratigráfica, porosidade média, permeabilidade 

média, espessura média, profundidade, densidade do óleo, volume original de óleo 

do reservatório, reservas, entre outros.  

 

4.1.3.1.  Localização 

 

A localização dos campos de óleo/gás pesquisados da Bacia de Campos foi 

obtida através do arquivo georreferenciado de campos de óleo/gás da CPRM 

(2003), o qual continha 16 dos 17 campos de óleo/gás considerados neste estudo. 

O campo de petróleo que não constava no arquivo (Jubarte) foi georreferenciado 

através do Software ArcGIS 9.3, com base em mapas obtidos em artigos (Fontanelli; 

De Ros; Remus, 2009). A Figura 4.3 mostra a localização geográfica dos 17 campos 

de petróleo analisados nesta pesquisa. 
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Figura 4.3. Localização geográfica dos 17 campos de petróleo analisados nesta pesquisa. 

 

4.1.3.2.  Profundidade e Espessura dos Reservatórios 

 

A profundidade dos reservatórios foi obtida por meio de dados disponíveis em 

bibliografia. A profundidade, quando não disponível a nível de campo, foi estimada 

com base: (i) na média das profundidades dos reservatórios existentes no campo, 

quando os dados para estes estavam disponíveis (ex. Carapeba, Linguado, 

Vermelho, Namorado, Pampo), ou (ii) pela profundidade média dentro de um 

intervalo de profundidade do campo (ex. Marlim, Roncador, Caratinga, Jubarte, 

Badejo, Albacora, Malhado), ou (iii) com base em seções geológicas encontradas 

nos artigos – média do intervalo de profundidade (ex. Caratinga, Badejo, Malhado), 

ou ainda (iv) com base na profundidade do contato óleo-água (ex. Enchova/Bonito, 

Corvina). O valor médio de profundidade e valor máximo e mínimo de profundidade 
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dos campos avaliados nesta pesquisa podem ser visualizados na Figura 5.11, no 

Capítulo 5 deste trabalho. 

 

Todos os campos de óleo e gás considerados possuem profundidades 

superiores a 800 metros, requisito desejado para fins de armazenamento geológico 

de CO2 em estado supercrítico. 

 

 Os dados de espessura média, quando disponíveis em bibliografia, foram 

adotados, assim como foram estimados quando da disponibilidade de profundidade 

do topo e da base do reservatório. A espessura é importante para estimativa do 

custo de investimento, operação e manutenção para a etapa do armazenamento de 

CO2, principalmente referente aos custos de perfuração de poços. 

 

4.1.3.3.  Porosidade e Permeabilidade 

 

Os dados de porosidade e permeabilidade coletados na bibliografia foram 

organizados e, para fins de análise, algumas considerações foram feitas quando os 

dados não estavam disponíveis. Para os campos os quais haviam dados disponíveis 

a nível de campo de petróleo, os mesmos foram adotados, e, caso houvesse mais 

de uma referência bibliográfica, utilizou-se o dado da publicação mais recente 

(Marimba, Marlim, Roncador, Narmorado, dados de porosidade para campos de 

Garoupa, Corvina e Malhado). Quando os dados não estavam disponíveis a nível de 

campo de petróleo, adotou-se os seguintes procedimentos: (i) utilizou-se a média 

dos dados de porosidade e permeabilidade dos reservatórios do campo (Linguado, 

Barracuda, permeabilidade para Badejo, porosidade para Enchova/Bonito e 

Pampo); (ii) adotou-se os dados de um reservatório específico, do qual estava 

disponíveis os dados (Carapeba, Vermelho, Albacora) ou (iii) utilizou-se as 

informações de “campos-equivalentes”, com base na Formação/Unidade 

estratigráfica (mesma idade e tipo de rocha), conforme mostrado no Quadro 4.1. 

 

 

 

 

 



 82

Quadro 4.1. Equivalência entre campos de petróleo para definiçãode parâmetros de porosidade e 

permeablidade para os campos os quais os dados não estavam disponíveis. 

Campo (dado que falta) Tipo de rocha - idade / Formação-
Unidade estratigráfica 

“Campo-Equivalente” 

Caratinga (porosidade e 
permeabilidade) 

Fm.Campos / Mb. Carapebus Marlim 

Jubarte (porosidade e 
permeabilidade) 

Arenitos Maastrichianos / Fm. Carapebus Roncador 

Garoupa (permeabilidade) Carbonatos Albo-cenomanianos/ Fm. 
Macaé 

Pampo 

Corvina (permeabilidade) Turbiditos Eocênicos / Mb. Carapebus Enchova/Bonito 

Malhado (permeabilidade) Turbiditos Eocênicos / Mb. Carapebus Enchova/Bonito 

 

 

4.1.3.4.  Grau de Densidade API do Óleo 

 

O grau de densidade API (ºAPI4) do óleo foi considerada na avaliação devido 

à possível prática futura de recuperação avançada de petróleo (EOR) nos campos 

de petróleo da Bacia de Campos, visto que o fator de recuperação de óleo com a 

prática de EOR em reservatórios com óleo de densidade superior à 25º API é de 

40% (Blunt et al., 1993; Bachu, 2000), e o fator de recuperação em reservatórios 

com óleo de densidade inferior à 25º API é de 20% (Nelms et al., 2004 apud 

Martins, 2009). Segundo PETROBRAS (2010), o óleo com densidade superior à 30 

ºAPI é considerado um óleo leve; os que apresentam densidades entre 22º e 30 

ºAPI são considerados médios; abaixo de 22ºAPI o óleo é classificado como 

pesado; e óleos com densidade inferior à 10 ºAPI são classificados de extra-

pesados. 

                                            

 

 

4 Forma de expressar a densidade relativa de um óleo ou derivado. A escala API, medida em graus, 

varia inversamente à densidade relativa, isto é, quanto maior a densidade relativa, menor o grau API. 

(Fonte: Organização Nacional da Indústria do Petróleo – ONIP, Brasil) 
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4.1.3.5.  Reservas de Petróleo e Volume Original de Óleo in situ 

 

As reservas de petróleo, por serem estratégicas para a o país, não são 

amplamente divulgadas à nível de campo de petróleo. Geralmente os dados de 

reservas são disponibilizados à nível de bacia sedimentar ou por estado brasileiro 

(ex. ANP, 2009a). Para a Bacia de Campos, a principal bacia petrolífera do Brasil, 

não é diferente, assim, os dados de reservas de petróleo e volume original de óleo 

in situ obtidos através de pesquisa bibliográfica e utilizados nesta pesquisa datam 

de 1992 à 2006, dependendo do campo. O fator de recuperação da Bacia de 

Campos com a aplicação de novas tecnologias (35,4% conforme Bosco, 2007) foi 

utilizado para estimar as reservas dos campos os quais só estavam disponíveis 

valores do volume original de óleo in situ (Badejo, Enchova/Bonito, Albacora, 

Corvina e Malhado). A unidade de medida utilizada é o barril (bbl). Um barril de óleo 

equivale a 0,158987 m3, segundo ONIP (2010), este fator de conversão foi utilizado 

neste trabalho quando necessário. 

 

Os campos de petróleo da Bacia de Campos muitas vezes possuem 

quantidades de óleo misturadas com gás ou ainda reservatórios distintos de óleo e 

gás num mesmo campo. Nestes casos, como o gás natural é medido em metros 

cúbicos, a unidade utilizada para exprimir o volume total de hidrocarbonetos no 

campo é barril de óleo equivalente (boe). Segundo ONIP (2010), a conversão do gás 

nacional é feita à taxa de 1.000 m3 de gás para 1 m3 de petróleo, sendo que 1 m3 de 

petróleo equivale a 6,28981 barris e para o barril de óleo equivalente internacional, é 

aproximadamente 6.000 pés cúbicos de gás natural. 

 

4.1.3.6.  Poços Existentes 

 

O inventário de poços utilizado nesta pesquisa faz parte do banco de dados 

de exploração e produção (BDEP) da ANP (2009b). A planilha, contendo 

coordenadas geográficas, foi importada para o software ArcGIS, onde foi possível a 

visualização espacial dos poços em território nacional. Através da ferramenta 

Clipping do ArcGIS, obteve-se para cada campo de petróleo da Bacia de Campos os 

poços perfurados dentro de seus limites geográficos. Foram considerados todos os 
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poços perfurados do inventário da ANP, considerando-se que os mesmos podem 

ser reutilizados para injeção de CO2 nos reservatórios, exceto os definidos como 

“abandonados”, visto que para fins de injeção de CO2 os mesmos não deverão ser 

utilizados. Cabe ressaltar, no entanto, que estes poços são importantes e devem ser 

considerados no caso de análise de risco de CCS, por serem potenciais rotas de 

fuga de CO2 do reservatório. 

 

4.1.3.7.  Injectividade / Taxa de Injeção 

 

A injectividade é definida como a quantidade média de CO2 que pode ser 

injetada no reservatório por ano, por poço. Segundo Brederode (2008), este 

parâmetro possui grande influência no custo total de armazenamento, pois um 

reservatório com baixa injectividade necessita de um grande número de poços, 

forçando assim, o aumento o custo de investimento, ao contrário de um reservatório 

com alta injectividade, onde o número de poços necessários é menor. 

 

Dados do Projeto Sleipner (Mar do Norte, Noruega) indicam que a 

injectividade na Formação Utsira é 1 Mt de CO2/ano (Korbol e Kaddour, 1995) sendo 

que a permeabilidade da formação geológica é superior a 1500 mD (Zweigel et al., 

2004; Lindeberg e Bergmo, 2002). No Projeto In Salah (Algeria) a permeabilidade 

média do reservatório é aproximadamente 10 mD (Ringrose et al., 2009) – sendo 

que existem 3 poços injetores de CO2 no mesmo, os quais desde o início do projeto 

em 2004 até o final de 2008 injetaram 2,5 Mt de CO2 no reservatório (Ringrose et 

al., 2009). Estes dados permitem-nos inferir que no Projeto In Salah, a injeção anual 

média é de 0,652 Mt de CO2, com uma injectividade média de 0,21 Mt por ano por 

poço. 

 

Considerando os dados dos projetos de armazenamento de CO2 citados, 

assumiu-se valores de injectividade para os campos da Bacia de Campos, com base 

nos dados de permeabilidades obtidos através de bibliografia, conforme mostrado 

da Tabela 4.2. 
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Tabela 4.2. Parâmetros utilizados para definição da injectividade média por campo de petróleo da 

Bacia de Campos. 

Permeabilidade média (mD) Injectividade (Mt/ ano por poço) 

> 1000 1 

~ 400-500 0,5 

< 100 0,33 

 

A Tabela 4.3 mostra os dados de injectividade utilizados para cada campo de 

petróleo. Estes dados foram utilizados para a estimativa de custos de 

armazenamento (Subcapítulo 4.4.1.1). 

 

Tabela 4.3. Injectividades assumidas para cada campo de petróleo 

Campo de 
petróleo 

Injectividade 
(Mt/ano por poço) 

Marlim 1 

Enchova/Bonito 1 

Marimbá 1 

Barracuda 0,75 

Albacora 0,50 

Roncador 0,5 

Jubarte 0,5 

Caratinga 0,5 

Vermelho 0,5 

Corvina 0,50 

Garoupa 0,50 

Pampo 0,33 

Namorado 0,33 

Carapeba 0,33 

Linguado 0,33 

 

 

4.2. Estimativa da Capacidade de Armazenamento 

 

Por se tratarem dos reservatórios geológicos mais bem-estudados (pela 

indústria do petróleo) dentre os reservatórios potenciais para armazenamento 
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geológico de dióxido de carbono, a estimativa da capacidade de armazenamento de 

CO2 em campos de óleo e gás é a mais simples, segundo Bachu et al. (2007). 

 

A estimativa da capacidade de armazenamento de CO2 nos campos de óleo 

e gás da Bacia de Campos foi realizada conforme proposto por Bachu et al. (2007) 

para reservatórios de óleo, mostrada na Equação 4.1. Cabe salientar que este 

cálculo supõe que o volume anteriormente ocupado pelos hidrocarbonetos já 

produzidos ou a serem produzidos estará disponível para armazenar o CO2, isto é, 

substituição completa dos hidrocarbonetos por CO2. 

 

MCO2 t = ρCO2 r [(Rf x OOIP/Bf) – Viw + Vpw]         (Eq. 4.1) 

 

Onde: MCO2 t indica a capacidade teórica de armazenamento de CO2 (em 

toneladas), ρCO2r é a densidade do dióxido de carbono nas condições do reservatório 

(em kg/m³), Rf é o fator de recuperação, Bf é o fator do volume de formação, Viw é o 

volume de água injetada e Vpw é o volume de água produzida. 

 

4.2.1. Densidade do CO2 nas Condições do Reservatório 

 

Levando-se em consideração que as análises devem ser a nível de campo de 

petróleo, a densidade do CO2 nas condições médias de cada campo de óleo/gás foi 

obtida pelo modelo geoquímico proposto por Duan, Moller e Weare (1992) onde 

insere-se temperatura e pressão desejadas no modelo.  

 

Com base na profundidade (h) e o gradiante geotérmico médio da Bacia de 

Campos (GBCampos) – 23,36 ºC/km, segundo Jahnert (1987) –, calculou-se a 

temperatura média dos campos de petróleo da Bacia de Campos (Tr) , conforme 

Equação 4.2. Adicionou-se, ainda, 4ºC levando-se em consideração a temperatura 

no fundo do mar (Miller e Kowsmann, 2009), visto que todos os campos da Bacia de 

Campos localizam-se offshore.  

 

Tr = h x GBCampos + 4ºC              (Eq. 4.2) 
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A pressão foi estimada com base na profundidade, assumindo-se uma 

pressão hidrostática de 100 bar/km. 

 

4.2.2. Fator de Recuperação e Volume Original de Óleo in situ 

 

O fator de recuperação de um reservatório corresponde à razão entre a 

produção prevista de petróleo de um determinado reservatório e o seu “volume in 

situ” original. Considerando a indisponibilidade deste dado para os campos de 

óleo/gás da Bacia de Campos, assumiu-se o valor de reservas de petróleo no lugar 

da expressão Rf x OOIP na equação de estimativa de capacidade de 

armazenamento de CO2 utilizada. Para os campos os quais não estavam 

disponíveis os valores de reservas (Badejo, Enchova/Bonito, Albacora, Corvina e 

Malhado), utilizou-se o valor do volume original de óleo in situ e multiplicou-se pelo 

fator de recuperação de 35,4% da Bacia de Campos com a aplicação de novas 

tecnologias, citado Bosco (2007). 

 

4.2.3. Fator do Volume de Formação, Volume de Água injetada e 

Produzida 

 

O fator do volume de formação converte o volume de óleo em condições 

normais para as condições in situ do reservatório. Na falta destes dados, utilizou-se 

o valor de 1,2, um valor médio entre o mínimo e o máximo – 1,0 e 1,4 

respectivamente – conforme APEC (2005). 

 

 Na falta de dados específicos por campo ou reservatórios dos campos, 

assumiu-se que o resultado do volume de água injetada mais o volume de água 

produzida é zero (Viw + Vpw = 0). 

 

4.3. Classificação dos Campos Potenciais para Armazenamento de CO2 na 

Bacia de Campos 

 

A classificação dos campos potencias para armazenamento de CO2 na Bacia 

de Campos foi feita com base na avaliação de cada campo de petróleo, conforme 
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características favoráveis para o sequestro geológico de CO2, no que se refere à 

captura, transporte e armazenamento. Para cada etapa citada anteriormente foram 

selecionados critérios para a avaliação, mostrados no Quadro 4.2. 

 

Quadro 4.2. Critérios de avaliação utilizados para a classificação dos campos potenciais para 

armazenamento geológico de CO2 na Bacia de Campos. 

Etapa Critérios avaliados 

Armazenamento de 
CO2 

Profundidade média do campo 

Capacidade de armazenamento de CO2       
do campo 

Porosidade e Permeabilidade médias do 
campo 

Densidade média do óleo do campo 

Número de poços existentes no campo 

Transporte de CO2 Infraestrutura dutoviária existente 

Captura do CO2 
Quantidade de CO2 emitida 

Qualidade das fontes associadas 

 

Os critérios foram definidos conforme a relevância para o processo de 

sequestro de CO2 e disponibilidade dos dados. Cada uma das 3 etapas possui o 

mesmo peso na avaliação final. 

 

Para cada critério foram definidos pesos – semelhante a metodologia de 

Bradshaw (2008) –, conforme as classes definidas através da distribuição de 

frequencias (Equação 4.3), segundo Gujarati (2006).  

 

a = (Ls – Li) / K                                                                                      (Eq. 4.3) 

 

Onde: a é a amplitude das classes, Ls é o limite superior da classe (que deve 

ser igual ou ligeiramente superior ao maior valor das observações), Li é o limite 

inferior da classe (igual ou ligeiramente inferior ao maior valor das observações), e K 

(definido por √n, onde n é o número de observações) é o número de classes. 
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Devido ao número de casos estudados ser 17 (17 campos de petróleo), o 

valor de K é 4. Assim, cada critério foi dividido em 4 classes, com pesos 0,25 / 0,50 / 

0,75 / 1,00.  

 

4.3.1. Etapa do Armazenamento de CO2 

 

Nesta etapa, cada um dos 17 campos de petróleo da Bacia de Campos 

considerados neste estudo foi avaliado relativamente. Para cada critério foram 

atribuídos pesos, conforme a classificação obtida pela distribuição de frequencias. 

Considerando que todos os campos possuem profundidades superiores à 2.000 m, 

no critério profundidade média foi atribuído peso 0,25 para a classe com maiores 

profundidades, pois quanto mais profundo o reservatório, maiores são os custos de 

armazenamento, sendo, portanto, melhor os reservatórios com menores 

profundidades. Porosidade e permeabilidade médias compuseram um critério, 

sendo a nota final a média aritmética da nota de cada critério separado. Considerou-

se que os campos com maiores valores tanto para porosidade quanto para 

permeabilidade seriam os mais favoráveis para o armazenamento de CO2, e assim, 

receberiam maior peso na avaliação. Para os critérios densidade do óleo, 

capacidade de armazenamento e número de poços, os pesos coincidiram com as 

classes em ordem crescente, pois para estes critérios quanto maior o valor, melhor 

para o armazenamento de CO2, conforme explicado a seguir:  

 

- O grau de densidade API é maior quando o petróleo é mais leve e, quanto 

mais leve o óleo maior é o fator de recuperação de óleo no campo com a prática de 

EOR. 

 

- A capacidade de armazenamento indica a quantidade de CO2 que pode ser 

armazenada no campo de petróleo, assim, quanto maior for esta quantidade maior 

será a viabilidade econômica para a implantação da atividade de armazenamento 

geológico de CO2 no campo de petróleo. 

 

- Os poços perfurados foram levados em consideração para fins de reúso 

para injeção de CO2 nos campos de petróleo (e não foram considerados para fins 
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de análise de risco), assim, considerou-se maior peso para os campos com maior 

número de poços perfurados. 

 

A Tabela 4.4 mostra as classes definidas com os respectivos pesos atribuídos 

à cada classe, para cada critério de avaliação referente à etapa do armazenamento 

de CO2. 

 

Tabela 4.4. Critérios de avaliação da etapa de armazenamento de CO2: classes definidas e pesos 

atribuídos 

Profundidade Média (m) Porosidade Média (%) 
Permeabilidade média 

(mD) 

Classe Peso Classe Peso Classe Peso 

2200 - 2450 1,00 12,5 - 16,88 0,25 200 - 900 0,25 

2450,1 - 2700 0,75 16,9 - 21,3 0,50 901 - 1600 0,50 

2700,1 - 2950 0,50 21,4 - 25,6 0,75 1601 - 2300 0,75 

2950,1 - 3200 0,25 25,7 - 30 1,00 2301 - 3000 1,00 

      

Densidade do óleo (ºAPI) 
Capacidade de 

Armazenamento (Mt) 
Poços (und.) 

Classe Peso Classe Peso Classe Peso 

17 - 20,3 0,25 2 - 68 0,25 4 - 52 0,25 

20,4 - 23,6 0,50 68,1 - 134 0,50 53 - 100 0,50 

23,7 - 26,8 0,75 134,1 - 200 0,75 101 - 148 0,75 

26,9 - 30 1,00 200,1 - 266 1,00 149 - 195 1,00 

 

 

A nota final corresponde à média aritmética das notas atribuídas para cada 

critério do campo de petróleo, obtendo-se assim, a avaliação dos melhores campos 

de petróleo da Bacia de Campos, segundo características relevantes para o 

armazenamento geológico de CO2.  
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4.3.2. Etapa do Transporte de CO2 

 

Nesta etapa avaliou-se a infraestrutura para transporte existente (dutos) no 

território nacional. A distância média entre fontes estacionárias e reservatórios 

geológicos considerada economicamente viável para que o sequestro geológico de 

CO2 é 300km, segundo o IPCC (2005), podendo ser maior caso existam benefícios 

econômicos (provenientes de EOR ou ECBM, por exemplo). Foi adotada a distância 

de 300 km nesta análise para classificação dos campos de petróleo potenciais para 

armazenamento de CO2. Considerando que o transporte é a etapa que faz a ligação 

entre a captura de CO2 e seu armazenamento, supôs-se que a infraestrutura 

dutoviária existente também deve estar compreendida dentro da distância limite. 

Assim, através da ferramenta Buffer do software ArcGIS, foi gerada uma “faixa de 

entorno” (buffer) de 300km para cada campo de petróleo da Bacia de Campos, a 

partir do limite territorial de cada campo.  

 

Através da sobreposição do plano de informação georreferenciado 

anteriormente da infraestrutura dutoviária existente no território nacional e a faixa de 

entorno, foi possível identificar a existência ou não de infraestrutura dutoviária 

dentro do raio-limite definido. Utilizou-se da ferramenta Measurement do software 

ArcGIS para a mensuração do comprimento de infraestrutura dutoviária existente 

dentro da faixa de entorno de cada campo de petróleo. Os pesos foram atribuídos 

com base nas classes definidas através da distribuição de frequencias do 

comprimento de infra-estrutura para transporte disponível para cada campo, 

conforme especificado na Tabela 4.5. 

 

Tabela 4.5. Critérios de avaliação da etapa de transporte de CO2: classes definidas e pesos atribuídos 

Infraestrutura dutoviária (km) 

Classe Peso 

440 - 538,8   0,25 

538,9 - 637,5 0,50 

637,6 - 736,5 0,75 

736,4 - 835 1,00 
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4.3.3. Etapa da Captura de CO2 

 

A etapa de captura de CO2 foi analisada segundo 2 critérios: quantidade e 

qualidade (concentração de CO2 no gás de exaustão) do CO2 emitido. Através da 

sobreposição das faixas de entorno geradas na etapa anterior e do plano de 

informação das fontes emissoras estacionárias de CO2 no Brasil, pôde-se identificar 

as fontes emissoras associadas com cada campo de petróleo da Bacia de Campos, 

bem como a quantificação da massa de CO2 associada.  

 

Através da distribuição de frequência, definiu-se as classes de avaliação para 

o critério quantidade de CO2 associado, conforme a Tabela 4.6. 

 

Tabela 4.6. Critério “quantidade das fontes emissoras associadas” da avaliação da etapa de captura 

de CO2: classes definidas e pesos atribuídos 

Massa de CO2 associada (Mt/ano) 

Classe Peso 

13 - 14,5 0,25 

14,6 - 16 0,50 

16,1 - 17,5 0,75 

17,6 - 19 1,00 

 

Para o critério “qualidade das fontes associadas”, primeiramente identificou-

se os tipos de fontes associadas aos campos de petróleo da Bacia de Campos e, 

posteriormente definiu-se as classes e os pesos, com base na concentração de CO2 
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no efluente gasoso5. A Tabela 4.7 mostra os setores encontrados nas fontes 

locadas a até 300 km dos campos de óleo e gás estudados da Bacia de Campos. 

 

Tabela 4.7. Fontes emissoras de CO2 associadas aos campos de petróleo da Bacia de Campos (raio-

limite de 300 km) – setores e concentração de CO2 no efluente 

Fontes associadas aos campos de petróleo da 
Bacia de Campos (raio de 300 km) e 

concentração de CO2 no gás de exaustão 

Setor Concentração de CO2 

Cimenteira 20% 

Etileno 12% 

Refinaria 3-13% 

Siderurgia 15% 

Termelétrica 3-8% 

 

 Para o setor de refinarias e termelétrico, utilizou-se um valor médio de 

concentração (8% e 6%, respectivamente) para a atribuição dos pesos. Tabela 4.8 

mostra os pesos atribuídos para cada classe definida através da distribuição de 

frequências. As plantas definidas no inventário como “produção de biomassa” não 

foram consideradas neste critério, devido à falta de especificação do tipo de planta e 

assim, não sendo possível a definição da concentração de CO2 proveniente das 

mesmas. 

 

 

 

 

                                            

 

 

5 Este critério não levou em consideração custos, embora em alguns casos o custo de captura possa 

ser menor em plantas com menores concentrações de CO2 no efluente gasoso. 
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Tabela 4.8. Critério “qualidade das fontes associadas” da avaliação da etapa de captura de CO2: 

classes definidas e pesos atribuídos 

Concentração de CO2 no efluente gasoso (%) 

Classe Peso 

6 - 9,5 0,25 

9,6 - 13 0,50 

13,1 - 16,5 0,75 

16,6 - 20 1,00 

 

Assim, com base na quantidade de fontes por setor associadas à cada 

campo de petróleo, calculou-se a nota do critério qualidade das fontes associadas 

para cada campo, conforme mostra a Equação 4.4. 

 

AVQuali = [(nºFS1*PesoS1)+(nºFS2*PesoS2)+(...)] / nº total de fontes (Eq. 4.4)  

 

Onde: AVQuali é a avaliação do critério “qualidade das fontes associadas” da 

etapa de captura de CO2; nºFS1 é o número de fontes do Setor1; nºFS2 é o número 

de fontes do Setor2, e assim por diante; e PesoS1 (Peso S2, e assim por diante) 

corresponde ao peso de avaliação do Setor (conforme Tabela 4.9). 

 

Neste estudo foi atribuído peso maior para os campos de petróleo que 

possuem maior número de fontes emissoras com maior concentração de CO2, 

porém, cabe ressaltar que em alguns tipos de plantas, mesmo que a concentração 

do CO2 no efluente seja baixa, o custo é menor do que em fontes emissoras nas 

quais a concentração de CO2 é maior, e assim seriam preferidas para a captura, 

porém, este fator não foi considerado nesta avaliação. 

 

Com a obtenção dos valores referentes aos dois critérios utilizados para a 

avaliação da etapa de captura de CO2, a nota final para esta etapa foi obtida através 

da média aritmética das duas notas. A avaliação final foi feita através soma das 

notas obtidas para cada uma das 3 etapas envolvidas da atividade de 

armazenamento geológico de CO2. 
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O campo com maior potencialidade para armazenamento geológico de CO2 é 

aquele que apresentou avaliação final maior, a qual indica que o campo teve as 

melhores avaliações nas três etapas necessárias para o desenvolvimento desta 

atividade. A avaliação final definiu a ordem de classificação dos campos de petróleo 

potenciais para armazenamento geológico de CO2 da Bacia de Campos. 

 

Foram também gerados histogramas de frequência para cada critério 

avaliado, os quais mostram de maneira direta a quantidade de campos de petróleo 

dentro de cada classe definida, possibilitando a identificação da variação dos 

parâmetros avaliados nos campos avaliados. Os histogramas de frequência 

permitem uma fácil visualização de cada item avaliado, através de uma análise com 

embasamento estatístico, para que os mesmos sejam complementares no processo 

de diagnóstico e caracterização dos campos de petróleo. 

 

4.4. Modelagem Econômica para Implementação de CCS em Larga Escala na 

Bacia de Campos em 2025 

 

A modelagem econômica teve por objetivo a estimativa de custos para a 

implantação da atividade de sequestro de CO2 em larga escala no Brasil – estudo 

de caso na Bacia de Campos. A interface de modelagem foi desenvolvida pelo 

grupo de pesquisa do Departamento Ciência, Tecnologia e Sociedade do Instituto 

Copérnico para o Desenvolvimento Sustentável da Universidade de Utrecht (Utrecht, 

Holanda) e foi utilizada para a modelagem de custos no Brasil. Os parâmetros de 

custo inseridos no modelo são derivados do modelo MARKAL-NL-UU desenvolvido 

na Holanda (custo de captura) e referências internacionais (por exemplo, dados 

derivados por Broek et al., 2010; Damen et al., 2009; IEA GHG, 2005a – custos de 

armazenamento e transporte), e provavelmente resultarão em uma estimativa de 

custo superestimada para a realidade brasileira, principalmente com relação à 

custos com perfuração offshore – em se considerando que desde 1974 o Brasil tem 

emergido como um dos principais centros de produção offshore de óleo e gás em 

águas profundas e ultraprofundas (segundo Silvestre e Dalcol, 2009) –, bem como 

custos com mão-de-obra, os quais possívelmente são mais baratos. A modelagem é 

para o ano de 2025, visto que utiliza dados de custos obtidos através de modelagem 
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para o ano citado de bibliografia competente. A análise se deu através de 4 passos, 

conforme pode ser visto no diagrama (Figura 4.4).  

 

1. Inventário de dados georreferenciados

- Fontes de CO2

- Reservatórios geológicos
- Trajetória preferencial para dutos
- Agrupamento/regionalização 

(fontes e reservatórios)

2. Interface da planilha para modelagem

- Cálculo de custos 2025
(captura, transporte, armazenamento de CO2)
- Cenários de armazenamento de CO2 2025

3. Cenários de redução de emissões

- Cálculo de custos para cada cenário estipulado
(10 Mt, 20 Mt, 30 Mt, 35 Mt)

4. Elaboração de gráficos e mapas

-Gráficos de custo 
-Mapas de potencialidade

 

Figura 4.4. Representação esquemática da metodologia utilizada na análise de viabilidade econômica 

para implantação de CCS em larga escala na Bacia de Campos, Brasil. 

 

Primeiramente foi organizado o inventário dos dados georreferencidados 

(fontes emissoras, reservatórios geológicos e trajetos de dutos existentes no Brasil) 

e assim, agrupou-se as fontes emissoras de acordo com suas localizações. Assim, 

definiu-se o trajeto dos carbodutos necessários para o transporte de CO2 até os 

campos de petróleo da Bacia de Campos. Na segunda etapa foram definidos os 

parâmetros de custo a serem utilizados bem como a modelagem econômica e a 

definição de cenários de redução de emissões, através da planilha de interface do 

Microsoft Excel. Os parâmetros de custo de captura para cada tipo de planta foram 

derivados do modelo de otimização de tecnologia de energia da Holanda (MARKAL-

NL-UU), que disponibiliza dados para o ano de 2025. Os parâmetros de custos de 

armazenamento utilizados são provenientes de diversas referências internacionais 

sintetizadas por Broek et al. (2010) e os parâmetros de custos de transporte estão 

de acordo com Brederode (2008) e IEA GHG (2005a). Os resultados foram 
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representados através de gráficos e mapas temáticos de viabilidade econômica para 

a implantação do CCS na Bacia de Campos. 

 

4.4.1. Reservatórios Geológicos 

 

Os reservatórios incluídos nesta análise compreendem os 17 campos de 

petróleo da Bacia de Campos alvos deste estudo. As coordenadas geográficas do 

centro dos campos de petróleo (área) da Bacia de Campos foram obtidos através da 

utilização da ferramenta Convert shapes to centroids do XTools Pro (extensão do 

ArcGIS).  

 

Inicialmente, foi utilizado um critério econômico que exclui os reservatórios 

(campos de petróleo) com capacidade de armazenamento menor que 4 Mt, pois até 

o momento não foi demonstrado ser viável economicamente o uso de campos 

pequenos para armazenamento de CO2 (conforme Broek et al., 2009; Ramirez et 

al.,2009). 

 

4.4.1.1.  Custos de Armazenamento de CO2 

 

As despesas com armazenamento podem ser divididas em 4 categorias: 

custos relacionados à (i) perfuração, (ii) desenvolvimento do “site” (inclui custos de 

investigação site, custos de preparação do local de perfuração e os custos de 

estudo de impacto ambiental), (iii) instalações de superfície e (iv) monitoramento. 

Utilizou-se nesta pesquisa os valores de custo para armazenamento em campos de 

petróleo offshore-próximos na Holanda, segundo Broek et al. (2010). A Tabela 4.9 

mostra os dados de custo para armazenamento de CO2 utilizados nesta pesquisa. 

 

Como esta pesquisa trata de campos de petróleo atualmente em fase de 

produção (segundo dados da ANP, 2009a), assumiu-se que os poços e plataformas 

existentes hoje poderão ser reutilizados para armazenamento de CO2 e para EOR, 

caso seja implantado nos campos, a partir do ano de 2025. 
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Tabela 4.9. Parâmetros de custos para armazenamento de CO2, excetuando-se captura e transporte 

(Broek et al., 2010) 

Parâmetro Tipo de reservatório 

Campo de petróleo offshore 

Custo de desenvolvimento do “site” a (€) 3.060.000 

Instalações de superfície b – NOVO (€)  61.200.000 

Instalações de superfície – REÚSO c (€) 15.300.000 

Custo de perfuração (€/m) 5.314 

Custo fixo de poço (€/poço) 8.200.000 

Recondicionamento (workover) de poço d 
(€) 

2.000.000 

Monitoramento e (€) 334.000 

Operação e Manutenção (% do custo do 
investimento) 

5 

a Inclui custos de investigação site, custos de preparação do local de perfuração e os 
custos de estudo de impacto ambiental 
b Instalações finais no local de injeção de CO2. Reutilização de plataformas pode reduzir 
consideravelmente os custos. 
c Reutilização de poços e plataformas. 
d Custos estimados para converter um poço de produção em um poço de injeção de CO2. 
e Inclui investimento em monitoramento na fase pré operacional. 

 

Para cada reservatório, custos de investimento, operação e manutenção 

(O&M) foram calculados com base na profundidade, espessura, capacidade de 

armazenamento de CO2 e injectividade por poço. Os custos de investimento foram 

calculados conforme a Equação 4.5 (Broek et al., 2010). 

 

IA reúso = (Cd + Cis reúso + Cm) + (P x Crp)                                              (Eq. 4.5) 

 

Onde: IA reúso é o custo de investimento total do reservatório com reúso (€); Cd 

é o custo de desenvolvimento do “site” (€); Cis reúso é o custo de instalações de 

superfície com reúso de plataformas e poços (€); Cm é o custo de monitoramento 

(€) – aquisição e colocação de equipamentos de monitoramento permanente; P é o 

número de poços por reservatório (neste caso, por campo de óleo e gás), o qual 

depende da capacidade de armazenamento e da injectividade por poço do 

reservatório – a injectividade/taxa de injeção foi estimada para cada campo 
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potencial para armazenamento de CO2, com base nos dados de permeabilidade, 

conforme explicado no subcapítulo 4.1.3.7 desta dissertação; e Crp é o custo de 

recondicionamento do poço (€), ou seja, para converter um poço de produção em 

um poço de injeção de CO2. Assumiu-se que os reservatórios serão preenchidos à 

taxa máxima definida (injectividade por poço e número de poços injetores). 

 

Os custos de operação e manutenção (O&M) de reservatório sempre são 

baseados em uma porcentagem fixa dos custos de investimento para o 

desenvolvimento de um reservatório a partir do início, pois no caso de reúso os 

equipamentos existentes também precisam ser operados e mantidos (Broek et al., 

2010). Assim, o custo de investimento do reservatório foi calculado (Equação 4.6, 

Broek et al., 2010), a fim de que pudéssemos calcular o custo de O&M. 

 

IA = (Cd + Cis novo + Cm) + [P x Cp x (PR + ESP)] + (P x Cfp)              (Eq. 4.6) 

 

Onde: IA é o custo de investimento total do reservatório; Cd é o custo de 

desenvolvimento do “site” (€); Cis novo é o custo de instalações de superfície (€); Cm 

é o custo de monitoramento (€); P é o número de poços necessários por 

reservatório (que depende da capacidade de armazenamento e da injectividade por 

poço do reservatório); Cp é o custo de perfuração de um poço (€/metro); PR e ESP 

correspondem respectivamente à profundidade e a espessura do reservatório (m), 

as quais são necessárias para cálculo de custos de perfuração; e Cfp é o custo fixo 

por poço. O custo de investimento para a instalação de um novo local de injeção é 

muito mais elevado, visto que implica na adição de custos de instalação de novas 

plataformas e poços, além de custos de perfuração, os quais dependem da 

profundidade e espessura do reservatório. 

 

Com os valores dos investimentos totais para cada poço, calculou-se as 

despesas anuais de capital (Equação 4.7) e as despesas anuais com O&M 

(percentual fixo do custo de investimento total do reservatório) a fim de obtermos o 

custo de armazenamento de CO2 por tonelada para cada campo de petróleo 

(Planilha de modelagem – Apêndice C). 

 

Custo anual CAPEX = IA reúso x FRCap                                                 (Eq. 4.7) 
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Onde IA reúso é o custo de investimento total do reservatório com reúso (€) e 

FRCap é o fator de recuperação de capital, definido com base na taxa de desconto6 

e o tempo de vida do reservatório. A taxa de desconto utilizada foi de 7%, conforme 

modelagem de custos feita por Broek et al. (2010) e o tempo de vida (período de 

injeção) de cada reservatório foi definido com base na capacidade de 

armazenamento (Mt) e a taxa de injeção anual (Mt/ano). Nesta pesquisa o período 

máximo de injeção foi definido em 25 anos, de acordo com Broek et al. (2010). Caso 

o campo/reservatório for preenchido antes do 25º ano, o poço será desmontado e 

nenhum custo de operação e manutenção será considerado depois. 

 

4.4.2. Fontes Emissoras e Captura 

 

Considerando-se que benefícios econômicos podem ser obtidos através da 

prática de EOR nos campos de petróleo da Bacia de Campos, foram consideradas 

na modelagem de custos as fontes emissoras localizadas em uma distância de até 

800 km a partir do ponto central dos campos de petróleo estudados (definido 

através da ferramenta Mean Center do ArcGIS), à exemplo do carboduto de 808 km 

que transporta CO2 de Cortez (Colorado) até a cidade de Denver (Texas) para fins 

de EOR nos Estados Unidos (Svensson et al., 2004). Foram consideradas para este 

estudo apenas as fontes que emitem mais de 100 kt de CO2 por ano, conforme 

Broek et al. (2009); Dahowski et al. (2009), IEA GHG (2005b), nas quais a captura 

                                            

 

 

6 A taxa de desconto é o valor percentual que indicaria a taxa mínima de atratividade do negócio. No 

Brasil, a taxa de desconto é maior (12%) que nos países desenvolvido (7%) porque o risco também é 

maior, e os empresários exigem um retorno mínimo maior, ou seja, no mínimo 12% de retorno do 

investimento. 
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de CO2 pode ser realizada. Só foram consideradas as termelétricas em operação no 

presente ano. As plantas classificadas como biomassa não foram consideradas. 

 

Na modelagem para o ano de 2025, considerou-se que as emissões das 

plantas industriais (cimenteiras, produção de amônia, etanol, etileno, refinarias e 

siderúrgicas) continuarão nos níveis de hoje (inventário base do ano de 2006), ou 

seja, nenhuma projeção de crescimento de emissões foi utilizada, assim como no 

estudo realizado na América do Norte (IEA GHG, 2005b), o qual utilizou o inventário 

base do ano 2000 para construção das curvas de custo.  

 

Para as termelétricas à gás, considerou-se que serão substituídas por plantas 

NGCC (ciclo combinado à gás natural). Conforme citado por Villela e Silveira (2007), 

o governo Brasileiro planeja num futuro próximo substituir as plantas à óleo e diesel 

por gás natural, assim, para as termelétricas à óleo também considerou-se que 

serão substituídas por NGCC. Assumindo a instalação de tecnologia mais eficiente, 

as emissões de CO2 referentes às termelétricas foram recalculadas, utilizando-se 

fator de emissão (400 gr CO2/kWh para combustível gás), capacidade da 

termelétrica e número de horas trabalhadas do inventário base (IEA GHG, 2006). 

Visto que a produção de energia no Brasil provém majoritariamente de fontes 

renováveis, considerou-se que a produção de energia elétrica proveniente das 

termelétricas continuarão aos níveis atuais.  

 

4.4.2.1.  Custos de Captura de CO2 

 

Segundo Friedmann et al. (2006), é consenso na literatura que os custos para 

o emprego de sequestro geológico de CO2 devem diminuir com o tempo, de acordo 

com o acúmulo de maior experiência com sistemas já implantados comercialmente, 

particularmente com os custos de captura/separação. Custos de captura para 

termelétricas são derivados do modelo de otimização de tecnologia de energia à 

longo prazo desenvolvido para a Holanda (MARKAL-NL-UU, assumindo-se uma 

taxa de desconto de 7% para novas plantas termelétricas, fator de capacidade de 

85%, preço de energia do gás de 7 €/GJ e tempo de vida das termelétricas NGCC 

de 40 anos), segundo Broek et al. (2008; 2009). Para as plantas industriais, os 

custos de captura são derivados de Damen et al. (2009), presumindo-se que no ano 
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de 2025 todo o calor será gerado por queima de biomassa, valor de 13 €/GJ para 

geração de calor e taxa de desconto de 10%. Os valores de custo incluem captura e 

compressão do CO2 à 110 bar. A Tabela 4.10 mostra os valores usados na 

modelagem. 

 

Tabela 4.10. Parâmetros de custos de captura de CO2 utilizados neste estudo 

Setor 
Porcentagem de CO2 

que pode ser 
capturada 

Custo de captura a,b 
(Euro/ tCO2) 

Amônia 100% 15 

Cimenteiras 85% 96 

Etanol 100% 15 

Etileno 90% 75 

Refinarias 90% 88 

Siderúrgicas 50% 28 

Termelétricas - 
NGCC 

85% 49 

a Inclui custos de compressão (110 bars) 
b Derivados do modelo MARKAL-NL-UU (Broek et al., 2008) e de Damen et al. 
(2009) 

 

A quantidade de CO2 potencialmente capturável foi calculada, bem como os 

custos de captura para cada fonte emissora. 

 

4.4.3. Agrupamento e Transporte de CO2 

 

Segundo Haszeldine (2009), custos podem ser reduzidos se as termelétricas 

forem agrupadas e em conjunto alimentarem dutos de transporte de CO2. Assim, 

utilizando-se do software ArcGIS, as fontes emissoras e os reservatórios foram 

agrupados em conjuntos de fontes e de reservatórios (clusters), para modelar 

economia de escala para o transporte de CO2 provenientes de várias fontes por 

meio de linhas de dutos satélite até o ponto central do cluster (hub), para então ser 

transportado através de linhas de dutos tronco até o ponto central dos reservatórios 

e, então, ser distribuído para os diferentes reservatórios (Figura 4.5). Este método 

de agrupamento é utilizado a fim de que os custos com o transporte de CO2 sejam 
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menores (ex. Broek et al., 2009; Broek et al., 2010; Brederode, 2008; Wildenborg et 

al., 2009). 

 

 

Figura 4.5. Método do agrupamento: cluster de fontes e reservatórios para otimização de custos com 

transporte (Brederode, 2008) 

 

As fontes emissoras foram agrupadas em clusters distintos, de acordo com 

suas localizações. Com o agrupamento de fontes e reservatórios foi possível a 

definição de parâmetros para a modelagem econômica do transporte de CO2. 

Através da ferramenta Mean Center do ArcGIS, o ponto central (hub) de cada 

cluster foi definido. Esta ferramenta define o centro médio da região através da 

média ponderada das coordenadas X e Y de todos os elementos (neste caso, o 

ponto central entre as fontes emissoras ou reservatórios de cada cluster). Como 

peso foi utilizada a emissão de CO2 (para os clusters das fontes) e a capacidade de 

armazenamento (para o cluster dos reservatórios) a fim de que os maiores pontos 

ficassem mais próximos do ponto central. Deste modo, por razões econômicas, os 

dutos satélites com maiores diâmetros (necessários para os maiores fluxos de CO2) 

serão menos extensos.  

 

A partir de cada hub, definiu-se as distâncias dos dutos satélites e dos dutos 

tronco, através do ArcGIS. Os oleodutos e gasodutos georreferenciados 

anteriormente serviram de base para escolha de caminhos preferenciais para 
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alocação de dutos para transporte de CO2 (carbodutos) nesta modelagem. Na 

definição das linhas de dutos tronco desde cada hub de fontes até o hub dos 

reservatórios para injeção, considerou-se os trajetos de dutos já existentes no 

território brasileiro, levando-se em consideração a maior viabilidade de implantação 

de novos dutos nestas áreas devido às questões legais e de uso da terra. Assim, a 

partir de cada hub de fontes definiu-se o trajeto de menor distância em linha reta até 

a faixa de dutos mais próxima, para então ser direcionado até o hub dos 

reservatórios geológicos. Os dutos satélite foram definidos com base na menor 

distância em linha reta a partir de cada fonte emissora até o hub do cluster o qual 

pertencem. 

 

4.4.3.1.  Custos de Transporte de CO2 

 

Em geral, os custos de investimento para dutos onshore são menores que 

para dutos offshore (Hendriks, Graus e van Bergen, 2004), sendo que dutos offshore 

custam de 40 a 70% a mais que dutos onshore, segundo o IPCC (2005). No 

presente estudo de caso no Brasil, o cálculo de custos para transporte de CO2 

através de dutos foi realizado com base em um valor fixo, não havendo 

diferenciação de custo entre a porção onshore dos dutos tronco e a porção offshore 

dos mesmos até os reservatórios para injeção (os quais estão localizados na porção 

offshore). Cabe salientar também que a escolha de seguir trajetos de dutos já 

existentes no território brasileiro não significa necessariamente redução do custo de 

investimento – embora os custos possam decair ligeiramente neste caso, segundo 

Hendriks, Graus e van Bergen (2004) – mas torna mais simples e mais ágil o 

processo de implantação, visto que algumas questões legais (de uso da terra, por 

exemplo) já foram parcialmente para os dutos já implantados na faixa.  

 

O custo total para transporte de CO2 inclui os custos de investimento nas 

linhas de dutos a serem instaladas e os custos para instalação de estações de 

compressão. Estações de recompressão são necessárias fim de compensar a 

diminuição da pressão do CO2 no duto – o qual precisa estar no estado supercrítico 

– caso longas distâncias precisem ser percorridas (Svensson et al., 2004). Na 

literatura são mencionadas diversas distâncias ideais para instalação de estações 

para recompressão. Heddle, Herzog e Klett (2003) mostram que estações de 
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recompressão são frequentemente necessárias para dutovias com comprimento 

superior a 150 km, mas ressaltam que, no entanto, as mesmas podem não ser 

necessárias se o diâmetro da tubulação for suficiente para manter a pressão 

desejada, como por exemplo, no caso do carboduto Weyburn (305-356 mm), o qual 

não possui estação de recompressão nos seus 330 km de extensão. No estudo de 

caso da Europa, IEA GHG (2005a) assumiu uma distância média de 200 km para 

instalação de estações de recompressão. Nesta pesquisa, devido às grandes 

extensões das linhas de dutos, assumiu-se a necessidade de estações de 

recompressão a cada 250 km.  

 

Para cada linha de dutos (satélites e tronco) o custo de investimento para 

transporte de CO2 foi calculado, com base na Equação 4.7 (modificado de 

Brederode, 2008). 

 

IT = d X D x cFT                                                                                      (Eq. 4.7) 

 

Onde IT é o custo de investimento para transporte por meio de dutos; d é o 

comprimento do duto (m), obtido através do ArcGIS; D é o    do duto, calculado com 

base no comprimento do duto e na taxa de fluxo de CO2 (m); e cFT é o fator 

constante de custo para dutos offshore (1600 €/m2). O custo total foi estimado 

adicionando-se o custo para instalação de estações de recompressão ao custo de 

investimento. 

 

Os custos de investimento das linhas de dutos satélite dependem da 

quantidade de CO2 capturada em cada fonte emissora (dutos satélite fonte – hub 

fontes), ou da injectividade de cada reservatório (dutos satélite hub reservatórios – 

reservatório). Cabe ressaltar que neste estudo, não foram incluídos os custos das 

linhas de dutos satélites da região dos reservatórios. Nenhum investimento em 

estações de recompressão é necessário para as linhas satélites, visto que a dutovia 

mais extensa neste estudo de caso não excede 175 km. Os custos de investimento 

das linhas tronco dependem da quantidade de CO2 capturado das fontes emissoras 

de cada região (cluster). Nas linhas tronco, a instalação de estações de 

recompressão é necessária. 
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A Tabela 4.11 sintetiza os dados utilizados para os cálculos de custos de 

transporte. A planilha de modelagem de custo de transporte nas linhas de dutos-

tronco pode ser visualizada no Apêndice D. 

 

Tabela 4.11. Parâmetros utilizados para cálculo de custos de transporte de CO2 

Parâmetro Valor 

Fator constante de custo - dutos (€/m²) 1.600a 

Operação e Manutenção (% do custo de investimento) 3 a 

Estação de compressão (€ / unidade) 11.000.000 b 
a Fonte: Brederode (2008) 
b Os custos da energia necessária para recompressão não estão incluídos. Fonte: IEA 
GHG (2005a) 

 

Os custos de operação e manutenção (O&M), que correspondem à 3% dos 

custos de investimento, também foram calculados para cada linha de duto.  

 

Após modelar os custos de cada etapa do armazenamento de CO2 para o 

ano de 2025 na Bacia de Campos, foram elaborados gráficos de custos. 

 

4.4.4. Cenários de Redução de Emissões 

 

Foram criados 4 cenários para redução de emissões de CO2 e avaliação dos 

custos para implantação da atividade de sequestro de CO2 nos campos de petróleo 

da Bacia de Campos. O cenário máximo de redução de emissões foi estipulado em 

35 Mt de CO2 por ano, visto que este valor encontra-se próximo da quantidade 

máxima de CO2 potencialmente capturável nas 48 fontes emissoras estacionárias 

consideradas neste estudo, as quais encontram-se distantes a até 800 km dos 

campos de petróleo da Bacia de Campos. Assim, outros 3 cenários menos 

eficientes de redução de emissões foram fixados em 30, 20 e 10 Mt CO2 por ano. 

 

A modelagem de custos para cada cenário foi realizada, através de duas 

metodologias distintas, para fins comparativos: Na primeira metodologia, a 

modelagem teve como primeiro critério a escolha das fontes emissoras 

economicamente mais viáveis (com menor custo unitário) – tendo em vista que a 

etapa de captura é a etapa de maior custo para o empreendimento do sequestro de 
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carbono –, e posteriormente foram selecionados os campos de petróleo 

economicamente mais viáveis para serem utilizados primeiro. Posteriormente foram 

modelados os custos de transporte para cada cenário, com base no fluxo específico 

de CO2 em cada duto-tronco, que varia de acordo com cada cenário. Na segunda 

metodologia os cenários de redução de emissões foram criados a partir da seleção 

de clusters com custo médio de captura mais reduzido, garantindo assim, que o 

suprimento de CO2 seja oriundo de um menor número de clusters (concluindo-se a 

captura de CO2 disponível no primeiro cluster selecionado, fontes emissoras de 

outro cluster com custo médio reduzido de captura foram sendo incorporadas na 

modelagem), seguidos dos reservatórios com menor custo unitário para 

armazenamento e modelagem de custos de transporte específico para cada 

cenário.  

 

As estimativas de custos médios para os cenários de redução de emissões 

incluem todos os custos para o empreendimento: captura, transporte e 

armazenamento. Cabe salientar que para fins de reduções anuais de emissão de 

CO2, é necessário que vários reservatórios sejam utilizados ao mesmo tempo, 

devido à taxa de injeção anual permitida em cada reservatório. Para cada cenário o 

custo de transporte nos dutos-tronco foi recalculado de acordo com a taxa de CO2 

transportada por ano, que variou de acordo com as fontes selecionadas em cada 

cluster para cada um dos cenários apresentados. 

 

O valor médio de cada etapa (em €/tCO2) foi calculado para cada cenário, 

possibilitando a avaliação dos custos para implementação de CCS em larga escala 

na Bacia de Campos. 

 

4.4.4.1.  Estimativa de Quantidade de Óleo Recuperável através 

da Recuperação Terciária de Petróleo (EOR) e Abatimento de Custo 

 

Considerando-se que o CO2 será armazenado em campos de petróleo da 

Bacia de Campos, foi realizada a estimativa da quantidade de petróleo 

potencialmente recuperável através da injeção de CO2 (EOR) e respectiva 

quantidade de CO2 necessária, para os campos de petróleo considerados na 

modelagem de custo médio para implantação de CCS em larga escala na Bacia de 
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Campos (Marlim, Barracuda, Albacora, Roncador, Jubarte, Caratinga e 

Enchova/Bonito). 

 

Através dos valores de volume original de óleo in place e de reservas, 

coletados em pesquisa bibliográfica para cada campo de petróleo, calculou-se o 

óleo residual através da diferença entre as duas (Equação 4.8). 

 

Óleo Residual = Volume Original de Óleo in place - Reservas                        (Eq. 4.8) 

 

Objetivando estimar a quantidade de óleo recuperável através da injeção de 

CO2 (EOR), identificou-se primeiramente o grau API do petróleo de cada campo. 

Aplicando-se os fatores de recuperação para cada tipo de óleo (anteriormente 

mencionados no subcapítulo 4.1.3.4), a quantidade de óleo recuperável por EOR em 

cada um dos campos foi estimada (Equações 4.9 e 4.10). 

 

Óleo recuperável por EOR (óleo do campo >25º API) = Óleo residual x 0,4   (Eq. 4.9) 

 

Óleo recuperável por EOR (óleo do campo <25º API) = Óleo residual x 0,2 (Eq. 4.10) 

 

A quantidade de CO2 necessária para recuperar o óleo por EOR foi também 

estimada, baseada no valor de 2,58 tCO2 para recuperação de 1m³ de óleo (Anada 

et al., 1982). Utilizou-se para a conversão de barris de petróleo para metros cúbicos 

o valor de 0,158987, segundo ANP (2009a). 

 

Os valores de óleo recuperável por EOR e quantidade necessária de CO2 

para recuperar este óleo foram divididos pelo tempo de vida de cada campo de 

petróleo (estimados pela modelagem de custos de armazenamento, considerando 
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tempo de vida máximo de 25 anos – subcapítulo 4.1.1) a fim de obter-se a 

quantidade de óleo recuperável e CO2 necessário por ano
7.  

 

Visando estimar o custo proveniente da venda dos barris de petróleo 

recuperados por EOR nos campos de petróleo da Bacia de Campos, podendo-se 

assim inferir um custo de abatimento no custo total para implantação do 

empreendimento de sequestro geológico de CO2 na Bacia de Campos modelado 

nesta pesquisa, o valor de injeção anual de CO2 por campo (obtido na modelagem 

de custos de armazenamento, com base na injectividade e número de poços para 

injeção) foi levado em consideração. Assim, obteve-se a quantidade de óleo 

recuperável por ano em cada campo e a estimativa de receita proveniente da venda 

deste óleo. Utilizou-se o valor de US$ 115 para o barril de petróleo, segundo 

projeção para o ano de 2025 do World Energy Outlook (DOE/EIA, 2010) e 

conversão de 1 dólar = 0,78 Euro, referente à 20/07/2010.  

 

O custo anual total para o empreendimento de CCS (captura, transporte e 

armazenamento) foi estimado      por ano para a recuperação de petróleo (de acordo 

com a injectividade de cada campo) foi estimada, a fim de que possa-se estimar o 

custo total de investimento para CCS e abatimento por EOR para um cenário de 35 

MtCO2/ano (ou seja, com a utilização concomitante dos 7 campos avaliados). O 

custo anual de captura (inclui compressão) foi estimado levando-se em 

consideração as fontes emissoras consideradas na modelagem de custo do cenário 

35 Mt/ano para cada campo de petróleo específico. O custo anual de transporte 

considerado para todos os campos de petróleo refere-se ao duto-tronco do cluster 1 

                                            

 

 

7 É importante salientar que a produção de óleo por EOR não é linear ao longo dos anos, porém, 

nesta análise preliminar assumiu-se que a quantidade de óleo recuperável é linear durante o período 

de duração da atividade de EOR. 
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de fontes emissoras, com capacidade de transporte de 11,07 MtCO2 por ano, visto 

que o campo de petróleo com maior injeção anual não ultrapassa 9 MtCO2/ano. 

Assim, o custo anual do duto-tronco do cluster 1 foi utilizado como referência de 

custo. 

 

É importante salientar que os custos de abatimento estimados são referente 

ao valor do barril de petróleo em 2025, assim como os valores obtidos na 

modelagem de custos para implementação de sequestro geológico de CO2 na Bacia 

de Campos (captura, transporte e armazenamento). 
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5.   RESULTADOS E DISCUSSÕES 

 

5.1. Capacidade de Armazenamento de CO2 nos Campos de Petróleo da Bacia 

de Campos 

 

 Os resultados desta pesquisa mostram que a Bacia de Campos possui 

grande potencialidade para armazenamento geológico de CO2, possuindo 

capacidade total de 949 Mt, nos 17 campos de petróleo avaliados. O campo que 

mais se destacou em termos de capacidade foi o campo de Roncador, com 

capacidade de armazenamento de 265,2 Mt de CO2, seguido pelos campos de 

Marlim, Albacora e Barracuda, com capacidades de 174,3 Mt, 163,11 Mt e 117,5 Mt, 

respectivamente. Juntos, estes 4 campos de petróleo abrigam 75,9% da capacidade 

de armazenamento de CO2 dos campos estudados da Bacia de Campos. A Figura 

5.1 mostra as capacidades de armazenamento de todos os campos de petróleo 

avaliados neste trabalho. 

 

Observa-se que alguns campos de petróleo possuem reduzida capacidade 

para armazenamento geológico de CO2, como é o caso dos campos de Linguado, 

Garoupa, Malhado e Badejo, todos com capacidades de armazenamento de CO2 

inferiores a 6 Mt. 
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Figura 5.1. Capacidade de armazenamento de CO2 em campos de petróleo na Bacia de Campos. 

 

A Figura 5.2 mostra as capacidades de armazenamento de CO2 nos 

diferentes reservatórios avaliados dentro de cada campo. Observa-se que os 

campos de petróleo com maiores capacidades de armazenamento de CO2 

(Roncador, Marlim, Albacora, Barracuda, Jubarte e Caratinga) são constituídos de 

reservatórios siliciclásticos de idades diferenciadas. Os campos com reservatórios 

carbonáticos (Pampo, Linguado, Garoupa e Badejo – por ordem decrescente de 

capacidade de armazenamento de CO2) apresentam menores capacidades de 

armazenamento. Esta diferença de capacidade se deve ao fato de as maiores 

reservas de óleo/gás encontrarem-se em arenitos na Bacia de Campos, enquanto 

que os reservatórios carbonáticos, apesar de serem os melhores reservatórios da 

Bacia (segundo Guardado et al., 2000), apresentam acumulações menores de 

petróleo. 



 113

 

0

30

60

90

120

150

180

210

240

270

R
oncador

M
arli

m

A
lb

acora

B
arra

cuda

J ubarte

C
ara

tin
ga

N
am

ora
do

P
am

po
E

nchova/B
onito

C
ara

peba

M
arim

bá

V
erm

elh
o

C
orv

in
a

L in
guado

G
aro

upa

M
alh

ado

B
adejo

C
a

p
a

c
id

a
d

e
 d

e
 A

rm
a

z
e

n
a

m
e

n
to

 (
M

t)

Total

C retáceo (arenitos)

C retáceo/B arremiano (C oquina_F m L agoa F eia)

C retáceo/Albiano (carbonatos _F m Macaé)

C retáceo/C enomaniano (arenito)

C retáceo/Maastrichiano (arenitos )

C retáceo e Terciário (arenitos  turbidíticos )

Terciário/E oceno (arenitos  turbidíticos )

Terciário/Oligoceno (arenitos  turbidíticos )

 

Figura 5.2. Capacidade de armazenamento de CO2 por reservatórios nos campos de petróleo da Bacia de Campos, Brasil.
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O campo de Albacora foi avaliado com base nos seus reservatórios de idades 

Cretácea e Terciária (Formação Macaé e Formação Campos, respectivamente), 

ambos arenitos turbidíticos. Os outros dois campos com reservatórios de idade 

classificada genericamente como Cretácea (Figura 5.2), correspondem a arenitos 

turbidíticos da Formação Carapebus (campo de Carapeba) e a arenitos da 

Formação Campos (campo de Marimbá). 

 

A Figura 5.3 mostra a contribuição de cada reservatório na composição do 

valor total de capacidade de armazenamento de CO2 para cada campo de petróleo 

avaliado.  
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Figura 5.3. Capacidade de armazenamento de CO2 nos campos de petróleo Bacia de Campos, Brasil: 

contribuição por reservatório.  

 

Os reservatórios em arenitos (Cretáceo/Maastrichiano) do campo de 

Roncador possuem 27,9% da capacidade de armazenamento da Bacia de Campos. 

Os reservatórios siliciclásticos do período Terciário/Oligoceno do campo de Marlim, 
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são responsáveis por 18,4% da capacidade de armazenamento da Bacia de 

Campos. Já o terceiro campo com maior capacidade de armazenamento de CO2 da 

Bacia de Campos, o campo de Albacora (17,2%), distribui sua capacidade de 

armazenamento em arenitos turbidíticos de idades diferentes (Cretáceo e Terciário). 

 

O mapa a seguir (Figura 5.4) foi elaborado através do SIG desenvolvido para 

esta pesquisa, e mostra as capacidades de armazenamento de CO2 dos campos de 

petróleo avaliados da Bacia de Campos. 

 

 

Figura 5.4. Campos de petróleo da Bacia de Campos e capacidade de armazenamento de CO2. 

 

Com relação à estimativa de capacidade para armazenamento de CO2 obtida 

nesta pesquisa, cabe salientar que a mesma corresponde à capacidade teórica da 

pirâmide tecno-econômica recurso-reserva para armazenamento de CO2 (Bachu et 

al., 2007). 
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5.2. Classificação dos Campos de Petróleo da Bacia de Campos – 

Potencialidade para Armazenamento de CO2 

 

 A potencialidade de armazenamento de CO2 nos campos de petróleo da 

Bacia de Campos foi obtida com base na avaliação de critérios favoráveis para o 

sequestro geológico de CO2 no que se refere à captura, transporte e 

armazenamento (Figura 5.5). Os resultados das avaliações (Tabela 5.1) mostram 

que, dentre os campos avaliados, os que possuem maior potencialidade para o 

armazenamento geológico de CO2 são os campos de Pampo, Badejo e Linguado, 

porém estes são também os campos com menor capacidade de armazenamento. 

 

 

Figura 5.5. Potencial para armazenamento de CO2 nos campos de petróleo da Bacia de Campos, 

Brasil.
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Tabela 5.1. Tabela de avaliação da potencialidade para armazenamento de CO2 na Bacia de Campos – etapa de armazenamento 

Campo de 
petróleo 

ETAPA DE ARMAZENAMENTO 

Profund. Média 
(m) 

Porosid. e Permeabil. Média 
Densidade do 

óleo (ºAPI) 

Capacidade de 
armaz. de CO2 

(Mt) 
Nº poços* 

AVALIAÇÃO 
ARMAZENAMENTO 

  Avaliação 
Poros
. (%) 

Avaliação 
parcial 

Perm. 
(mD) 

Avaliação 
parcial 

Avaliação 
Final  Avaliação  Avaliação  Avaliação  

Carapeba 2863 0,50 18,5 0,50 300 0,25 0,375 24,5 0,75 17,01 0,25 67 0,50 0,48 
Linguado 2646 0,75 ~20 0,50 200 0,25 0,375 ~25 0,75 4,96 0,25 32 0,25 0,48 
Marimbá 2703 0,50 27,0 1,00 1700 0,75 0,875 28 1,00 11,27 0,25 21 0,25 0,58 
Marlim 2650 0,75 25,0 0,75 1200 0,50 0,625 ~20 0,25 174,34 0,75 195 1,00 0,68 

Vermelho 2385 1,00 24,4 0,75 700 0,25 0,5 23,5 0,50 10,39 0,25 86 0,50 0,55 
Barracuda 2950 0,50 28,5 1,00 500 0,25 0,625 25 0,75 117,47 0,50 85 0,50 0,58 
Roncador 3197 0,25 30,0 1,00 400 0,25 0,625 24,5 0,75 265,21 1,00 79 0,50 0,63 
Caratinga 2750 0,50 25,0 0,75 1200 0,50 0,625 24 0,75 43,03 0,25 4 0,25 0,48 
Jubarte 2975 0,25 30,0 1,00 400 0,25 0,625 17 0,25 61,32 0,25 10 0,25 0,33 

Namorado 3150 0,25 26,0 1,00 400 0,25 0,625 28 1,00 25,51 0,25 95 0,50 0,53 
Badejo 2650 0,75 12,5 0,25 275 0,25 0,25 27 1,00 2,58 0,25 20 0,25 0,50 
Pampo 2421 1,00 27,5 1,00 2500 1,00 1 25 0,75 20,21 0,25 57 0,50 0,70 

Enchova/ 
Bonito 2210 1,00 ~28 1,00 1000 0,50 0,75 18 0,25 18,14 0,25 84 0,50 0,55 

Albacora 2800 0,50 30,0 1,00 3000 1,00 1 27 1,00 163,11 0,75 173 1,00 0,85 
Garoupa 3100 0,25 19,5 0,50 2500 1,00 0,75 ~30 1,00 4,79 0,25 23 0,25 0,50 
Corvina 2690 0,75 28,0 1,00 1000 0,50 0,75 28 1,00 6,89 0,25 15 0,25 0,60 
Malhado 2837 0,50 23,0 0,75 1000 0,50 0,625 28 1,00 2,97 0,25 13 0,25 0,53 

* Número de poços existentes por Campo de Petróleo: estimados através de técnicas de geoprocessamento, com base no limite territorial de cada campo e banco de dados de poços 

(explicado no subcapítulo 4.1.3) 
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Tabela 5.2. Tabela de avaliação da potencialidade para armazenamento de CO2 na Bacia de Campos – etapas de captura, transporte e avaliação final 

Campo de 
petróleo 

ETAPA DE TRANSPORTE ETAPA DE CAPTURA AVALIAÇÃO 
FINAL 

(Armazenamento, 
Transporte e 

Captura) 

Infraestrutura 
dutoviária 

(km) 

Avaliação 
Transporte 

Massa de CO2 
associada 
(Mt/ano) 

Qualidade 
das fontes 
associadas 

Avaliação 
Captura 

     Avaliação Avaliação     

Carapeba 576,7 0,50 13,41 0,25 0,48 0,37 1,34 
Linguado 813,7 1,00 18,27 1,00 0,49 0,75 2,22 
Marimbá 594 0,50 17,01 0,50 0,45 0,48 1,55 
Marlim 504,6 0,25 13,23 0,25 0,5 0,38 1,30 

Vermelho 527,8 0,25 13,41 0,25 0,48 0,37 1,17 
Barracuda 541,3 0,50 13,23 0,25 0,50 0,38 1,45 

Roncador 443,5 0,25 13,41 0,25 0,48 0,37 1,24 
Caratinga 544,7 0,50 13,23 0,25 0,50 0,38 1,35 
Jubarte 485,2 0,25 13,41 0,25 0,48 0,37 0,94 

Namorado 577,7 0,50 13,23 0,25 0,50 0,38 1,40 

Badejo 832,3 1,00 18,27 1,00 0,49 0,75 2,25 
Pampo 753,9 1,00 18,27 1,00 0,49 0,75 2,45 

Enchova/ 
Bonito 634,7 0,50 18,27 1,00 

0,49 
0,75 1,80 

Albacora 466,7 0,25 13,41 0,25 0,48 0,37 1,47 
Garoupa 559,3 0,50 13,41 0,25 0,48 0,37 1,37 
Corvina 592 0,50 14,86 0,50 0,46 0,48 1,58 
Malhado 583,6 0,50 13,41 0,25 0,5 0,38 1,40 
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 Os três campos com maior potencialidade (Pampo, Badejo e Linguado) 

se destacaram dos demais na avaliação da etapa de transporte, na qual os mesmos 

receberam peso máximo para esta etapa (1,00) – correspondendo a maior extensão 

de infraestrutura dutoviária no raio limite de 300 km. Os três campos também 

obtiveram a maior nota ponderada na etapa de captura de CO2, devido à obtenção 

de peso máximo para o critério “massa de CO2 associada”. Na etapa de 

armazenamento de CO2, o campo de Pampo se destacou, pois obteve peso máximo 

em 2 dos 5 critérios parciais analisados (profundidade média e porosidade e 

permeabilidade médias). O campo de Jubarte é o campo com menor potencialidade 

para armazenamento de CO2, tendo obtido as médias ponderadas mais baixas nas 

três etapas avaliadas.  

 

Com relação às avaliações parciais – etapa (i) armazenamento, (ii) transporte 

e (iii) captura de CO2, cada uma com peso 1,00 –, na etapa de armazenamento de 

CO2 o campo com melhor classificação foi o de Albacora (grau final 0,85), seguido 

de Pampo e Marlim. O campo de Albacora obteve peso máximo em 3 dos 5 critérios 

parciais analisados: porosidade e permeabilidade médias, densidade do óleo e 

número de poços. O campo de Jubarte foi o que apresentou mais baixo grau de 

avaliação para a etapa de armazenamento de CO2, obtendo peso mínimo (0,25) em 

4 dos 5 critérios avaliados (profundidade média, densidade do óleo, número de 

poços e capacidade de armazenamento).  

 

Os campos de Pampo, Linguado e Badejo, como dito anteriormente, se 

destacaram na etapa de transporte de CO2, com peso máximo neste critério. Em 

contraponto, os campos de Marlim, Vermelho, Roncador, Jubarte e Albacora 

obtiveram o peso mínimo para a etapa do transporte de CO2, demonstrando que, 

dentre os campos de petróleo analisados, estes possuem menor extensão de 

infraestrutura dutoviária dentro do raio-limite de 300 km. 

 

Na etapa de captura de CO2, destacaram se os campos de Linguado, Badejo, 

Pampo e Enchova/Bonito, que obtiveram peso máximo no critério “massa de CO2 

associada por ano”. No critério “qualidade das fontes associadas”, Marlim, 

Barracuda, Caratinga e Namorado destacaram-se com a melhor classificação. Esta 

etapa apresentou certa uniformidade de resultados com relação às fontes 
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associadas dentro de um raio de 300 km, tanto para massa de dióxido de carbono 

associada quanto para o critério de qualidade das fontes associadas. Pode-se 

observar nos produtos cartográficos gerados através do SIG elaborado para esta 

pesquisa (Figuras 5.6 à 5.9), os raios de 300 km a partir de cada campo de petróleo 

e as fontes emissoras que encontram-se dentro deste limite. 

 

O grupo de campos de petróleo mostrado na Figura 5.6 (Albacora, Carapeba, 

Garoupa, Jubarte, Malhado, Roncador e Vermelho) possuem as mesmas fontes 

emissoras de CO2 associadas, sendo elas 3 plantas de produção de biomassa, 4 

cimenteiras, 1 siderúrgica e 4 termelétricas, totalizando uma quantidade de CO2 de 

13,41 Mt/ano. 

 

Associadas aos campos de Badejo, Enchova/Bonito, Linguado e Pampo 

(Figura 5.7) estão 3 plantas de produção de biomassa, 5 cimenteiras, 2 plantas de 

etileno, 1 siderúrgica, 5 termelétricas e 1 refinaria, as quais emitem juntas 18,27 

MtCO2/ano. 

 

O raio de 300 km dos campos de Barracuda, Caratinga, Marlim e Namorado 

envolve 11 fontes emissoras (Figura 5.8), sendo elas 3 plantas de produção de 

biomassa, 4 cimenteiras, 1 siderúrgica e 3 termelétricas, com emissão anual total de 

13,23 MtCO2. 

 

Os campos de Corvina e Marimbá apresentaram fontes emissoras diferentes 

entre si e entre os demais campos de petróleo (Figura 5.9). Associadas ao campo 

de Corvina estão 3 plantas de produção de biomassa, 4 cimenteiras, 1 planta de 

etileno, 1 siderúrgica e 5 termelétricas, totalizando uma emissão anual de 14,86 

MtCO2. Já o raio de 300 km a partir do campo de Marimbá abrange 3 plantas de 

produção de biomassa, 4 cimenteiras, 1 planta de etileno, 1 siderúrgica, 5 

termelétricas e 1 refinaria, que emitem juntas 17,01 MtCO2/ano. 
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Figura 5.6. Fontes emissoras de CO2 e raio de 300 km a partir de cada campo de petróleo (Albacora, 

Carapeba, Garoupa, Jubarte, Roncador e Vermelho) 
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Figura 5.7. Fontes emissoras de CO2 e raio de 300 km a partir de cada campo de petróleo (Badejo, 

Enchova/Bonito, Linguado, Pampo) 
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Figura 5.8. Fontes emissoras de CO2 e raio de 300 km a partir de cada campo de petróleo (Barracuda, 

Caratinga, Malhado, Marlim, Namorado) 
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Figura 5.9. Fontes emissoras de CO2 e raio de 300 km a partir de cada campo de petróleo (Corvina e 

Marimbá) 

 

Os campos com maior quantidade de emissões associadas são os campos 

de Badejo, Enchova/Bonito, Linguado e Pampo, com 18,3 MtCO2 por ano, seguidos 

de Marimbá, com 17 MtCO2 por ano. O campo de Corvina se destaca também, com 

emissão de 14,9 Mt de CO2/ano dentro do raio de 300 km. O restante dos campos 

de petróleo ficaram com uma média de emissões de 13,3 MtCO2/ano. A quantidade 
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de CO2 associada à cada campo de petróleo da Bacia de Campos pode ser 

visualizada na Figura 5.10. 
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Figura 5.10. Campos de petróleo da Bacia de Campos e emissões de CO2 associadas em um raio de 

300 km 

 

5.2.1. Histogramas de Frequência dos Critérios Avaliados 

 

Com relação aos critérios utilizados para avaliação da potencialidade dos 

campos de petróleo da Bacia de Campos para armazenamento de CO2, cabe 

analisar alguns dados estatísticos. Os histogramas de frequência gerados para cada 

critério avaliado mostram de maneira direta a quantidade de campos de petróleo 

dentro de cada classe definida para cada critério, possibilitando a identificação da 

variação dos parâmetros avaliados. A Figura 5.11 mostra os gráficos de distribuição 

de frequência dos critérios analisados na etapa de armazenamento de CO2. 

 

O valor médio de profundidade dos campos de petróleo analisados é de 

2.763 m, com desvio padrão de 269,5. O histograma de frequência mostra que 6 

campos de petróleo estudados apresentaram profundidade média entre 2.700,1 e 

2.950 m. A profundidade média mínima e máxima dos campos de petróleo 

analisados é de 2.200 m e 3.200 m, respectivamente. 

 

Com relação à porosidade das rochas, o valor médio encontrado nos 17 

campos de petróleo é 24,9 %, com desvio padrão de 4,84%. O histograma de 
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frequência mostra que mais da metade dos campos de petróleo estudados 

apresentam porosidades entre 25,7 à 30%, sendo que apenas um possui 

porosidade média entre 12,5 e 16,88%. A porosidade media dos campos estudados 

variou de 12,5% (mínima) à 30% (máxima). 
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Histograma de Frequencia
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Figura 5.11. Histogramas de frequência dos critérios avaliados na etapa de armazenamento de CO2. 

 

O critério permeabilidade média apresentou valor médio de 1.075 mD nos 

campos estudados, com desvio padrão de 867,8 mD. Oito campos de petróleo 
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apresentaram permeabilidade média inferior à 900 mD, e apenas 3 apresentaram 

permeabilidades altas (entre 2301 e 3000 mD). 

 

O valor médio de densidade do óleo é de 24,9 ºAPI, sendo o desvio padrão 

3,63 ºAPI. Através do histograma de frequência pode-se observar que a maioria dos 

campos analisados apresenta óleo com densidade API entre 23,7 e 30, 

classificados como médio, os quais são preferíveis para fins de recuperação 

avançada de petróleo (EOR), caso seja implantanda nestes campos. Três campos 

de petróleo apresentam óleos pesados, com densidades entre 17 e 20,3 ºAPI. 

 

O valor médio de capacidade de armazenamento de CO2 encontrado pra os 

campos de petróleo analisados é de 55,8 Mt, sendo o desvio padrão 77,37 Mt. A 

grande heterogeneidade de capacidade de armazenamento pode ser vista no 

histograma de frequencia, o qual mostra que 13 dos 17 campos apresentam 

capacidade de armazenamento de CO2 entre 2 e 68 Mt, enquanto que apenas 1 

campo possui capacidade entre 200,1 e 266 Mt. 

 

Com relação ao número de poços perfurados, o valor médio é 63 com desvio 

padrão de 56. Através do histograma de frequência constata-se que 8 campos de 

petróleo possuem de 4 a 52 poços perfurados, enquanto que apenas 2 possuem 

mais entre 149 e 195 poços. O histograma também mostra que nenhum campo de 

petróleo possui quantidade de poços da 3ª classe da distribuição de frequência 

(entre 101 e 148 poços). Em números absolutos, os resultados mostram que 

existem 1059 poços (excuíndo-se os definidos como “abandonados”) nos 17 

campos analisados. 

 

Através dos histogramas de frequência apresentados pode-se compreender a 

razão da maioria dos campos de petróleo terem obtido a menor nota para o critério 

“capacidade de armazenamento”, e apenas um campo de petróleo ter obtido 

avaliação máxima, por exemplo. 

 

Na avaliação da etapa de transporte, o valor médio de extensão de dutos 

instalados dentro do raio de 300 km a partir de cada campo de petróleo é 590,1 km, 

com desvio padrão de 112,41 km. O histograma de frequência da infraestrutura 
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dutoviária (Figura 5.12) mostra que a maioria dos campos de petróleo possuem 

entre 538,9 e 637,5 km de dutos instalados a uma distância de até 300 km dos 

mesmos. Nenhum campo de petróleo possui entre 637,6 e 736,58 km de 

infraestrutura de dutos instalada até 300 km de distância. 
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Figura 5.12. Histograma de frequência do critério avaliado na etapa de transporte de CO2. 

 

Na etapa de captura de CO2, o critério massa de CO2 associada aos campos 

de petróleo dentro do raio de 300 km apresentou média de 14,8 Mt de CO2/ano. O 

desvio padrão é 2,19 Mt CO2/ano. O histograma (Figura 5.13) permite-nos constatar 

que as fontes emissoras distantes até 300 km da maioria dos campos de petróleo 

emitem juntas de 13 e 14,5 Mt de CO2/ano. 4 dos 17 campos de petróleo possuem 

quantidades entre 17,6 e 19 Mt de CO2/ano associadas. 
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Figura 5.13. Histograma de frequência do critério “massa de CO2 associada” avaliado na etapa de 

captura de CO2. 
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Com relação às fontes emissoras, cabe salientar que a base de dados 

utilizada para esta pesquisa está incompleta, não contendo a totalidade de fontes 

emissoras de CO2 existentes no território brasileiro. Assim, a quantidade de CO2 

associada corresponde às emissões apenas das fontes contidas no inventário, 

correspondendo a um valor mínimo das emissões do Brasil. Mesmo assim, a 

presente pesquisa conseguiu obter maior refinamento de resultados de associação 

fontes-reservatórios na Bacia de Campos. 

 

Os resultados desta metodologia de associação fontes-reservatórios 

demonstrou que a Bacia de Campos possui grande potencial para armazenamento 

de CO2 nos 17 campos de petróleo analisados, sendo os mais favoráveis Pampo, 

Badejo e Linguado, principalmente devido à maior proximidade dos mesmos com a 

costa brasileira e consequentemente com maior número de fontes e infraestrutura 

de dutos instalada no raio de 300 km. 

 

 

5.3. Modelagem Econômica para Implementação de CCS em Larga Escala na 

Bacia de Campos em 2025 

 

O critério inicial para escolha de reservatórios excluiu 2 campos de petróleo 

da modelagem econômica, os quais possuíam capacidades de armazenamento de 

CO2 inferiores à 4 Mt (Malhado e Badejo), totalizando 15 campos na modelagem 

econômica. Considerando-se apenas as fontes emissoras com emissões anuais 

superiores à 100 ktCO2 e as termelétricas em operação no presente ano (sendo que 

na modelagem de custos considerou-se que estas serão substituídas por NGCC até 

2025), o inventário de fontes emissoras de CO2 para a modelagem de custos 

visando ao armazenamento na Bacia de Campos resultou em uma lista de 48 fontes 

emissoras (Tabela 5.3), dentre as quais 17 cimenteiras e 11 termelétricas. O mapa a 

seguir (Figura 5.14) mostra a distribuição espacial das fontes emissoras 

consideradas nesta análise. 
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Figura 5.14. Fontes emissoras de CO2 localizadas dentro do raio de 800 km a partir do ponto central 

dos campos de petróleo analisados da Bacia de Campos. 

 

 

Tabela 5.3. Inventário de fontes emissoras para modelagem econômica de armazenamento de CO2 

na Bacia de Campos 

Setor Número de 
plantas 

Amônia 1 

Cimenteiras 17 

Etanol 3 

Etileno 1 

Refinarias 5 

Siderúrgicas 10 

Termelétricas 11 
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A Figura 5.15 mostra o número de plantas e as emissões totais de CO2 por 

setor utilizados para a modelagem de custos para o ano de 2025, levando-se em 

consideração termelétricas NGCC. 

 

Observa-se que as fontes de CO2 dentro de um raio de 800 km dos campos 

de petróleo da Bacia de Campos são principalmente cimenteiras, siderúrgicas e 

termelétricas. As siderúrgicas contribuem com as maiores emissões de CO2 (40,4%; 

20,1 Mt/ano), seguido pelo setor de cimento (27,3% das emissões; 13,6 Mt/ano). As 

termelétricas no Brasil não são o principal contribuinte para as emissões de CO2, 

visto que as mesmas não funcionam em tempo integral, e só sentram em operação 

em caso de aumento da demanda de energia. 

 

As fontes emissoras foram agrupadas em 5 clusters (Apêndice E). O cluster 1 

consiste em 16 fontes emissoras, incluindo uma planta siderúrgica com grande 

emissão de CO2 (> 2700 kt/ano) e 4 fontes com emissões maiores que 1300 kt de 

CO2/ano (1 siderúrgica, 1 refinaria e 2 cimenteiras). O cluster 2 consiste em 19 

fontes emissoras, sendo a única a possuir uma planta de amônia (com 100% de 

pureza no efluente gasoso) e 2 fontes com emissão superior a 2000 kt de CO2/ano 

(1 refinaria e 1 siderúrgica). No cluster 3 encontram-se 8 fontes emissoras, 

destacando-se 1 siderúrgica com grande emissão de CO2 (> 5500kt CO2/ano). 
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Figura 5.15. Fontes emissoras estacionárias de CO2 nas proximidades da Bacia de Campos (raio de 

800 km), assumindo-se que todas as termelétricas serão substituídas por plantas NGCC em 2025: (A) 

Responsabilidade de emissão de CO2 por setor e (B)  Número de plantas e emissões totais de CO2 

por setor. 

 

O cluster 4 possui 2 fontes emissoras, sendo 1 siderúrgica com grande 

emissão também (>5400 kt CO2/ano) e o cluster 5 possui 3 fontes emissoras, sendo 

elas 3 cimenteiras com emissão total de 1620,8 kt de CO2/ano. Os reservatórios 

geológicos, como encontram-se todos próximos e na mesma bacia sedimentar, 

foram agrupados em apenas um cluster, com potencial de armazenamento de 949 

Mt.  
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A Figura 5.16 mostra os 5 clusters de fontes emissoras com seus respectivos 

hubs e o cluster de reservatórios com seu respectivo hub, que foram definidos para 

a modelagem econômica para implantação de CCS em larga escala na Bacia de 

Campos. É importante salientar que as fontes emissoras dos clusters 3 e 5 foram 

assim distribuídas (em dois clusters menores), por motivos de logística para 

transporte do CO2, pois não seria economicamente lógico agrupá-los no mesmo 

cluster visto que (i) a direção do transporte até a Bacia de Campos se dá na direção 

do cluster 5 (SW – NE) e (ii) a maior fonte emissora – e consequentemente a 

localização do hub de fontes – encontra-se mais próxima do cluster 3. A Tabela 5.4 

mostra a quantidade de CO2 emitida pelas fontes estacionárias de cada cluster. 

 

 

Figura 5.16. Clusters de fontes emissoras de CO2, cluster dos reservatórios geológicos e respectivos 

hubs. 

 



 134

Tabela 5.4. Quantidade de CO2 emitida pelas fontes emissoras estacionárias de cada cluster 

 Cluster 1 Cluster 2 Cluster 3 Cluster 4 Cluster 5 

Quantidade de CO2 emitida 
(MtCO2/ano) 

15,49 15,96 10,57 6,16 1,62 

 

As trajetórias das linhas de dutos-tronco projetadas e utilizadas neste estudo 

podem ser visualizadas na Figura 5.17, bem como a rede de dutos existentes no 

território brasileiro, a qual serviu de base para o traçado de caminhos preferenciais 

para os carbodutos-tronco. As maiores linhas de dutos tronco são as que fazem a 

conexão dos clusters 1 e 2 aos campos de petróleo da Bacia de Campos, com, 

respectivamente 753 e 699 km de extensão. 

 

A modelagem de custos de captura, transporte e armazenamento de CO2 

levou em consideração o inventário de fontes emissoras, reservatórios e as 

trajetórias preferenciais para implantação de dutos dentro de um raio limite de 800 

km a partir do ponto central entre os campos e petróleo estudados, bem como 

parâmetros (input) de custos obtidos em bibliografia (Tabelas 4.9, 4.14 e 4.15). A 

partir da modelagem de custos para a implementação da atividade de sequestro de 

carbono na Bacia de Campos no ano de 2025, foram criados gráficos de custo por 

tonelada de CO2 para cada etapa do empreendimento. 

 

Os resultados das análises da quantidade de CO2 que pode ser efetivamente 

capturado de cada tipo de fonte (conforme Tabela 4.14) mostram que o potencial 

cumulativo de captura de CO2 nas fontes emissoras estudadas é de 36 Mt por ano, 

de um total de 49,8 MtCO2 emitidos anualmente pelas fontes emissoras localizadas 

a uma distância de até 800 km do centro dos reservatórios da Bacia de Campos. 

Mais de 11 MtCO2 podem ser capturadas por ano de 16 fontes em região 1 e 

concentrados no Hub do cluster 1. No cluster 2, um total de 13 MtCO2/ano podem 

ser capturadas de 19 diferentes fontes, e aproximadamente 7 Mt/ano podem ser 

capturados no cluster 3. Nos clusters 4 e 5 um montante de 3,3 e 1,4 MtCO2, 

respectivamente, podem ser obtidos. A Figura 5.18 mostra o potencial anual de 

captura de CO2 em cada cluster de fontes e a quantidade de CO2 potencialmente 

capturável por setor. 
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A  

B  

Figura 5.17. (A) Rede de oleodutos e gasodutos existentes no território brasileiro; (B) Trajetórias das 

linhas de dutos-tronco projetadas para modelagem de custos. Notar que as trajetórias projetadas 

seguem o mesmo trajeto das linhas de dutos já existentes e, nas porções onde as mesmas não estão 

presentes, foram projetadas considerando-se a menor distância em linha reta até uma linha de dutos 

existente. 
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Figura 5.18. CO2 potencialmente capturável das 48 fontes estacionárias próximas à Bacia de Campos: 

(A) Quantidade de CO2 capturável por cluster e (B) Quantidade de CO2 potencialmente capturável por 

setor. 

 

Os resultados mostram que apenas 50% das emissões provenientes do setor 

siderúrgico pode ser capturado, assim, mesmo sendo o setor com maior 

contribuição de emissões de CO2 entre todas as fontes nas proximidades da Bacia 

de Campos (responsável por 40,4% das emissões totais de CO2), a maior 
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quantidade de CO2 potencialmente capturável para a CCS provém do setor 

cimenteiro (31% do CO2 total potencialmente capturável). O setor siderúrgico é o 

segundo maior colaborador para a implementação de CCS na Bacia de Campos 

(28% do CO2 total potencialmente capturável), em termos de quantidade de CO2 

emitida, seguido pelas refinarias (25% do CO2 total potencialmente capturável).  

 

Com relação aos custos de captura de CO2 para o ano de 2025, levando-se 

em consideração a substituição das termelétricas antigas por NGCC, o gráfico 

(Figura 5.19) mostra que apenas 0,5 MtCO2/ano podem ser capturados das fontes 

emissoras consideradas nesta análise à preços inferiores à 20 €/t, que 

correspondem às plantas de amônia e etanol. Uma massa anual de 9,8 MtCO2 

adicionais pode ser capturada das siderúrgicas a um custo de 28 €/t. A captura de 

adicionais 3,8 MtCO2/ano, provenientes das termelétricas, custará 49 €/t. O custo de 

captura se torna mais elevado quando o objetivo é capturar mais de 15MtCO2 por 

ano, pois demanda a captação de dióxido de carbono proveniente de outras fontes 

emissoras nas quais os custos de captura são mais elevados, como refinarias e 

cimenteiras. 

 

Neste estudo de caso da Bacia de Campos, onde as fontes emissoras estão 

à até 800 km de distância do centro dos reservatórios offshore de petróleo, observa-

se que a maior quantidade de CO2 que pode ser capturado (cerca de 21,5 MtCO2 

das 36 MtCO2 potencialmente capturáveis de todas as fontes emissoras 

consideradas) possui um custo mais elevado de captura (superiores à 50 €/tCO2), 

referentes às plantas de Etileno, Refinarias e Cimenteiras, sendo que apenas 15 Mt 

de dióxido de carbono podem ser capturados a preços inferiores à 50 €/t. Assim, os 

custos de captura serão mais elevados à medida que um maior número de plantas 

de etileno, refinarias ou cimenteiras forem considerados para o processo de 

sequestro geológico de CO2. 
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Figura 5.19. Gráfico de custo de captura de CO2 nas fontes emissoras associadas à Bacia de 

Campos. Notar que o aumento de custo se dá a medida que fontes emissoras com custo mais 

elevado de captura são consideradas. 

 

 Com relação à etapa de armazenamento de CO2 nos campos de petróleo da 

Bacia de Campos, verificou-se que o potencial de injeção anual nos campos 

estudados é de 40,2 MtCO2, com base no número de poços, injectividade por poço 

e período de injeção. A Figura 5.20 mostra o custo para armazenamento de CO2 e 

(excetuando-se captura e transporte) nos diferentes campos de petróleo estudados 

versus o potencial cumulativo de armazenamento por ano em cada campo de 

petróleo. Importante salientar que o custo de armazenamento inclui custo de 

monitoramento. 
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Figura 5.20. Gráfico de custo de armazenamento de CO2 (excetuando-se captura e transporte) nos 

campos de petróleo da Bacia de Campos (custo x potencial cumulativo por ano) 

 

Numa análise ampla verifica-se que aproximadamente 30 MtCO2/ano podem 

ser armazenados à preços inferiores à 4 €/t, correspondendo à 74,6% da massa 

total potencialmente armazenável por ano nos campos de petróleo da Bacia de 

Campos. Esses baixos custos estão relacionados a 4 campos de petróleo mais 

economicamente viáveis para armazenamento de CO2: Marlim, Barracuda, Albacora 

e Roncador. O baixo custo para injeção nestes campos se deve principalmente à 

taxa anual de injeção definida para os mesmos, a qual depende da injectividade por 

poço, da capacidade de armazenamento dos campos e do período máximo de 

injeção de 25 anos (relacionado ao desgaste das instalações de superfície). Devido 

ao período máximo de injeção estipulado foram considerados custos de um maior 

número de poços (instalação/recondicionamento) nos campos com maior 

capacidade de armazenamento. 

 

O campo de petróleo mais viável economicamente para armazenamento de 

CO2 é o campo de Marlim, no qual o preço de armazenamento de CO2 não 
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ultrapassa 2 €/t, considerando que o período de injeção neste campo é de 19 anos, 

tendo uma taxa anual de injeção de 9 Mt (9 poços com injectividade de 1 Mt/ano).  

 

O segundo campo potencial, sob o ponto de vista econômico, é o campo de 

Barracuda, com custo de armazenamento de 2,8 €/tCO2, considerando uma taxa de 

injeção anual de 5,25 MtCO2 (7 poços com injectividade de 0,75 Mt/ano), durante 

um período total de 22 anos. 

 

Os campos de Albacora e Roncador, apesar de serem os campos com maior 

capacidade de armazenamento dentre os campos de petróleo estudados, ocuparam 

a terceira e quarta posição (respectivamente) de potencialidade econômica para 

armazenamento de CO2 na Bacia de Campos. O maior custo para armazenamento 

(desconsiderando custos de captura e transporte) nestes campos é reflexo do maior 

investimento de capital devido ao grande número de poços necessários para injeção 

(nestes dois campos a modelagem apontou 15 poços para cada campo), visto que, 

a injectividade por poço nestes 2 campos é menor (0,5 Mt/poço por ano). Ainda 

assim, o custo final é competitivo (estes campos o custo de armazenamento varia 

de 3 à 3,6 €/tCO2), visto que as maiores capacidades de armazenamento destes 

campos foram o diferencial para redução dos custos em comparação com os outros 

campos de petróleo analisados que obtiveram custo superior à 3,6 €/tCO2, os quais 

possuem capacidade de armazenamento de no máximo 40% à dos campos de 

Albacora e Roncador. 

 

A análise econômica dos campos de Jubarte, Caratinga e Enchova/Bonito – 

respectivamente quinto, sexto e sétimo campos de petróleo mais viáveis 

economicamente – mostra que os custos de armazenamento nestes campos variam 

entre 4,5 e 6,5 €/tCO2, apesar de suas capacidades de armazenamento serem 

muito menores (entre 18 e 62 MtCO2) em relação aos 4 campos com maior 

viabilidade econômica para armazenamento. O investimento de capital com um 

número menor de poços também contribuiu no custo final por tonelada. A taxa de 

injeção estimada para estes campos fica entre 2,5 e 1Mt/ano. A capacidade de 

armazenamento nestes 3 campos é de 5,5Mt CO2 por ano. 
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A curva de custo do gráfico começa a ascender mais abruptamente a partir 

do potencial cumulativo de 35 MtCO2/ano, que corresponde ao potencial de 

armazenamento nos campos com capacidade total inferior à 30Mt. Verifica-se que o 

preço de armazenamento para uma quantidade adicional de aproximadamente 

4,1MtCO2/ano (potencial cumulativo de 39 Mt/ano) fica entre 7 e 13 €/t, 

correspondendo aos campos de Marimbá, Pampo, Namorado, Carapeba e 

Vermelho. 

 

Os maiores custos de armazenamento são referentes aos campos de 

Corvina, Garoupa e Linguado, onde o preço de injeção por tonelada de CO2 varia de 

13 à 20,1 €. Os altos custos se devem à reduzida capacidade de armazenamento 

(<8Mt) atrelada à baixa taxa de injeção anual (0,5 e 0,33 MtCO2/ano). 

 

A Figura 5.21 mostra o custo de armazenamento de CO2 versus a 

capacidade potencial cumulativa de armazenamento em cada campo de petróleo 

durante todo o período de injeção.  

 

 
Figura 5.21. Gráfico de custo de armazenamento de CO2 (excluindo-se captura e transporte) nos 

campos de petróleo da Bacia de Campos (custo x capacidade potencial cumulativa) 



 142

Através dos resultados desta modelagem observa-se que durante todo o 

período de injeção (25 anos) nos campos de petróleo da Bacia de Campos, 

aproximadamente 180 Mt de CO2 poderão ser armazenados a um custo inferior à 2 

€/tCO2 (sem considerar custo de captura nem transporte, incluindo custo com 

monitoramento), e adicionalmente mais 607 Mt de CO2 à custos entre 2 e 5 € por 

tonelada. Assim, conclui-se que mais de 80% da capacidade de armazenamento da 

Bacia de Campos poderá ser preenchida por CO2 à custos inferiores à 5 €/tCO2. É 

importante fazer a ressalva de que esta modelagem de custo de armazenamento, 

conforme explicado no capítulo 4, leva em consideração a reutilização das 

plataformas e poços atualmente instalados nos campos de petróleo da Bacia de 

Campos, que acarreta numa redução considerável de custos de capital, 

proporcionando os baixos custos encontrados nesta modelagem. A Figura 5.22 

mostra os campos de petróleo analisados da Bacia de Campos e o custo para 

armazenamento de CO2 (incluindo monitoramento) em cada um deles, excluindo-se 

captura e transporte. 

 

 
Figura 5.22. Mapa temático - custo de armazenamento de CO2 nos campos de petróleo da Bacia de 

Campos. 
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A modelagem de custos de transporte nas linhas de dutos tronco mostra que 

os custos por tonelada variam de aproximadamente 5,5 à 9 €/tCO2, considerando-se 

o dimensionamento das tubulações para o fluxo de CO2 proveniente de todas as 

fontes estacionárias (Figura 5.23 e Tabela 5.5) 

 

Figura 5.23. Gráfico de custo de transporte de CO2 (linhas de dutos-tronco) para armazenamento nos 

campos de petróleo da Bacia de Campos (referentes aos dutos operando com a quantidade máxima 

de CO2 proveniente dos respectivos clusters) 

 

Os custos de transporte nas linhas de dutos-tronco são menores no duto-

tronco do cluster 3, correspondendo à 5,7 €/tCO2 (capacidade de transporte anual 

de 7,05 MtCO2), seguido dos dutos-tronco dos clusters 2 e 4 (fluxo de 13,07 e 3,33 

MtCO2/ano, respectivamente) – ambos com custo de 6,6 €/tCO2. Apesar de o duto-

tronco do cluster 2 ser duas vezes mais extenso que o duto-tronco do cluster 4 e 

necessitar maior investimentos, devido à instalação de 2 estações de recompressão 

no seu trajeto (no duto-tronco do cluster 4 é necessária apenas 1 estação de 

recompressão), o fluxo de CO2 é quase 4 vezes maior, compensando no custo final 

por tonelada.  
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Tabela 5.5. Modelagem de transporte de CO2 – fluxo, extensão e diâmetro dos dutos e número de 

estações de recompressão. 

Linha de dutos 
tronco projetadas 

(Início – Fim) 

Fluxo de 
CO2 

(Mt/ano) 

Extensão 
(km) 

Diâmetro 
do duto 

(m) 

Número de 
estações de 

recompressão 

Hub Cluster 1 – Hub 
reservatórios 

11,07 753 0,69 2 

Hub Cluster 2 – Hub 
reservatórios 

13,07 699 0,73 2 

Hub Cluster 3 – Hub 
reservatórios 

7,05 421 0,56 1 

Hub Cluster 4 – Hub 
reservatórios 

3,33 325 0,39 1 

Hub Cluster 5 – Hub 
reservatórios 

1,38 254 0,26 1 

 

Observa-se também um maior custo-benefício no transporte no duto-tronco 

do cluster 1 em comparação com o duto-tronco 5, pois, mesmo que sua extensão 

seja quase 3 vezez maior (e assim também necessita de 2 estações de 

recompressão), o fluxo de CO2 é quase 10 vezes maior do que no cluster 5, fazendo 

com que o custo de transporte seja mais barato no primeiro. A Figura 5.24 mostra o 

custo de transporte em cada linha-tronco, obtido pela modelagem. 

 

Resultados desta análise mostram ainda as fontes emissoras que se 

beneficiariam com os menores custos somando-se as etapas de captura, transporte 

via duto-satélite até o hub correspondente e transporte via duto-tronco até o hub dos 

reservatórios. Apenas 8 das 48 fontes emissoras capturariam e transportariam o 

CO2 até os reservatórios por um custo inferior à 40 €/tCO2, dentre elas 7 são 

siderúrgicas e 1 planta de amônia. A Tabela 5.6 mostra as fontes com menores 

custos para as etapas de captura e transporte de CO2 até o hub da Bacia de 

Campos. 
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Figura 5.24. Custo de transporte de CO2 nas linhas de dutos-tronco. 

 

 

Tabela 5.6. Fontes emissoras com menor custo para captura e transporte de CO2 para 

armazenamento na Bacia de Campos. 

Setor Estado 
Emissão 

(MtCO2/ano) 

CO2 

potencialmente 
capturável 
(Mt/ano) 

Cluster 
de 

Fontes 

Custo 
(Captura + 
transporte

) - €/t 

Siderúrgica MG 0,79 0,40 cluster 1 36,19 

Siderúrgica MG 1,36 0,68 cluster 1 37,33 

Siderúrgica MG 2,71 1,36 cluster 1 35,59 

Amônia  0,20 0,20 cluster 2 27,99 

Siderúrgica SP 0,45 0,23 cluster 2 37,90 

Siderúrgica SP 2,26 1,13 cluster 2 37,89 

Siderúrgica RJ 5,65 2,83 cluster 3 34,25 

Siderúrgica ES 5,43 2,71 cluster 4 34,75 

 

A Figura 5.25 mostra a relação entre o número de fontes emissoras e o custo 

de captura e transporte de CO2 para armazenamento na Bacia de Campos. 
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Fontes emissoras x Custo para Captura e Transporte de CO2

> 110 €/t (4,15%)

40 - 60 €/t (27%)

100,1 - 110 €/t (31%)
20 - 40 €/t 
(17%)

60,1 – 100 €/t (21%)

Fontes emissoras x Custo para Captura e Transporte de CO2

> 110 €/t (4,15%)

40 - 60 €/t (27%)

100,1 - 110 €/t (31%)
20 - 40 €/t 
(17%)

60,1 – 100 €/t (21%)

 

Figura 5.25. Gráfico de custo de captura e transporte de CO2 X fontes emissoras analisadas. 

 

O gráfico mostra que os custos de captura e transporte de CO2 em 45% das 

fontes emissoras analisadas pode ser feito por menos de 60 €/tCO2. Em 21% das 

fontes emissoras estas duas etapas podem ser realizadas à custos entre 60 e 100 

€/tCO2. O custo para estas duas etapas é superior à 100 €/tCO2 nos restantes 35% 

das fontes emissoras analisadas. 

 

Estudo nos Estados Unidos (Dahowski et al., 2005) demonstram que o custo 

para as etapa de armazenamento de CO2 (excluindo-se captura e transporte e 

considerando benefícios com prática de EOR) para a maioria da capacidade de 

armazenamento do país fica entre 12-15 US$/tCO2 (9,3 à 11,7 €/tCO2, usando se 

uma taxa de conversão de 0,78 – referente à 20/07/2010). Comparativamente pode-

se dizer que os custos para armazenamento na Bacia de Campos (excluindo-se 

captura e transporte) é muito menor, pois para a maioria da capacidade disponível o 

custo fica em torno de 1,8 e 3,6 €/tCO2. 

 

5.3.1. Cenários de Redução de Emissões 

 

As estimativas de custos para os cenários de redução de emissões (em 35, 

30, 20 e 10 MtCO2) incluem todos os custos para o empreendimento de sequestro 

geológico de CO2 (captura, transporte e armazenamento). Na metodologia 1 os 
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cenários foram criados a partir da seleção das fontes emissoras mais viáveis 

economicamente para o processo de captura, dos campos de petróleo mais 

rentáveis e por fim pela modelagem de custos de transporte específicos (fluxo de 

CO2 nos dutos) para cada cenário. Na metodologia 2 os cenários de redução de 

emissões foram criados a partir da seleção dos clusters de fontes com custo médio 

de captura mais reduzido (sendo consideradas o máximo número de fontes por 

cluster a fim de suprir a quantidade requerida para redução de emissões), seguidos 

dos reservatórios com menos custo unitário para armazenamento e modelagem de 

custos de transporte. 

 

Os resultados da modelagem de custos da metodologia 1 para o sequestro 

de 10 MtCO2 por ano na Bacia de Campos mostram que o custo médio seria de 

46,5 €/tCO2 neste cenário, considerando-se 14 fontes emissoras na modelagem. O 

cenário prevê a captura de CO2 de todas as siderúrgicas da análise, além de 3 

plantas de etanol e a planta de produção de amônia. Os campos de petróleo 

considerados nesta análise foram Marlim e Barracuda, os quais conseguem suprir a 

injeção de 10 MtCO2 anualmente. Na modelagem da metodologia 2, o custo médio 

para o sequestro de 10 Mt de CO2 seria de 58,5 €/t, considerando-se 10 fontes 

emissoras (3 siderúrgicas, 3 termelétricas, 1 refinaria e 3 mementeiras) dos clusters 

3 e 4, e os reservatórios de Marlim e Barracuda. 

 

No cenário de redução de 20 MtCO2 por ano em 2025, o custo médio para a 

implantação de sequestro geológico de carbono na Bacia de Campos fica em torno 

de 64 €/tCO2, utilizando-se da metodologia 1. Na modelagem para este cenário 

foram consideradas 29 fontes de CO2 dos clusters 1, 2, 3 e 4, sendo consideradas 

todas as siderúrgicas, plantas de etanol, termelétricas, além da planta de produção 

de amônia, 3 refinarias e 1 planta de etileno. Os campos de petróleo considerados 

nesta análise foram Marlim, Barracuda e Albacora. Na modelagem utilizando-se a 

metodologia 2, o custo médio para sequestro de 20 MtCO2 por ano é de 70,5 

€/tCO2. A modelagem neste caso considerou 25 fontes emissoras, sendo as 10 

anteriormente citadas dos clusters 3 e 4, além de 15 fontes do cluster 1 (5 

siderúrgicas, 4 termelétricas, 1 refinaria e 5 cimenteiras) e os reservatórios dos 

campos de Marlim, Barracuda e Albacora. 
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 A fim de reduzir as emissões em 30 MtCO2/ano através de armazenamento 

geológico na Bacia de Campos, a modelagem com base na metodologia 1 indica 

que será necessária a captura de CO2 em 37 fontes emissoras estacionárias. Para 

este cenário de redução o custo médio para implantação da atividade de CCS é de 

75,8 €/tCO2, sendo consideradas todas as siderúrgicas, plantas de etanol, 

termelétricas e refinarias além da planta de produção de amônia e 6 cimenteiras. O 

campos de petróleo para armazenamento considerados são Marlim, Barracuda, 

Albacora e Roncador. Na modelagem da metodologia 2 são levadas em 

consideração 39 fontes emissoras, sendo 10 siderúrgicas, 11 termelétricas, 4 

refinarias, 9 cimenteiras, 1 planta de amônia, 3 plantas e etanol e 1 planta de etileno 

(dos clusters 3, 4, 1 e 2). Os campos de petróleo utilizados nesta modelagem são os 

mesmos campos utilizados na metodologia 1, sendo o custo médio de captura, 

transporte e armazenamento 75,9 €/tCO2. 

 

No cenário de redução de emissões em 35 MtCO2/ano, a modelagem através 

da metodologia 1 aponta que será necessário a captura do dióxido de carbono em 

47 das 48 fontes emissoras analisadas neste estudo. Sete campos de petróleo 

foram selecionados para armazenar esta quantidade de CO2 por ano: Marlim, 

Barracuda, Albacora, Roncador, Jubarte, Caratinga e Enchova/Bonito. O custo 

médio por tonelada de CO2 ficará em torno de 81,5 €. Na modelagem de custo 

através da metodologia 2 levou em consideração 47 fontes emissoras e os mesmos 

campos de petróleo para armazenamento selecionados na metodologia 1, 

apresentando um custo médio de 83,5 €/tCO2. 

 

A Figura 5.26 mostra custos médios para implantação de sequestro geológico 

de CO2 e a origem do CO2 para cada cenário de redução de emissões modelado em 

cada uma das metodologias adotadas. 
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Figura 5.26. Cenários de redução de emissões na metodologia 1 (cenários criados a partir da seleção 

das fontes emissoras com menor custo unitário para o processo de captura de CO2) e metodologia 2 

(cenários criados a partir da seleção dos clusters de fontes com custo médio de captura mais 

reduzido): (A) Custo médio para implementação de CCS em larga escala na Bacia de Campos (inclui 

custo de captura, transporte e armazenamento); (B) origem do CO2 em cada cenário. 
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Observa-se que na metodologia 1, onde a modelagem de custos foi feita a 

partir da seleção das fontes emissoras com menor custo unitário para o processo de 

captura de CO2, todos os cenários foram avaliados contando com fontes emissoras 

de pelo menos 4 clusters distintos. Já na modelagem de custos utilizando-se a 

metodologia 2, onde a seleção de clusters de fontes com custo médio de captura 

mais reduzido foi adotada, observa-se que, à medida que os cenários de redução de 

emissões aumentam, fontes emissoras de clusters distintos vão sendo incorporados 

à modelagem. Assim, para o sequestro geológico de 10 Mt/ano, todas as emissões 

provenientes de fontes contidas nos clusters 3 e 4 são consideradas, visto que 

possuem potencial de captura para suprir esta demanda anual. Neste contexto, no 

cenário de redução de 20 MtCO2/ano, além das fontes emissoras dos clusters 3 e 4, 

fontes emissoras do cluster 1 são adicionadas na modelagem; no cenário de 

redução de 30 Mt CO2/ano, são levadas em consideração fontes do cluster 2 

também; e enfim, no cenário de redução de 35 MtCO2/ano fontes de todos os 

clusters são utilizadas na modelagem de custos. 

 

De maneira geral, os resultados das modelagens de custo (tanto na 

metodologia 1 quanto na metodologia 2) mostram que o custo unitário aumenta à 

medida que quantidades maiores de CO2 são consideradas para implantação de 

sequestro de CO2 na Bacia de Campos, devido ao aumento do número de fontes 

com custo de captura mais elevado. Na modelagem de custos com a metodologia 1, 

o aumento do custo médio está estritamente relacionado ao custo de captura das 

fontes selecionadas, visto que um maior número de fontes emissoras com alto custo 

de captura são considerados na modelagem à medida que redução de CO2 exigida 

é maior. No cenário de redução de 10 MtCO2/ano, o custo médio de captura 

representa 60% do custo médio total para sequestro geológico de CO2 na Bacia de 

Campos (aproximadamente 27 €/tCO2), enquanto que no cenário de redução de 35 

MtCO2/ano, o custo médio de captura representa 83% do custo médio total (67,7 

€/tCO2). O custo médio de transporte nas linhas de dutos-tronco diminuiu com o 

aumento da meta anual de redução de emissões de CO2, que está diretamente 

relacionado com a captura de um maior número de fontes emissoras num mesmo 

cluster. No cenário de redução de 10 MtCO2/ano o custo médio de transporte nos 

dutos-tronco corresponde à 32% do custo médio total (15 €/tCO2), enquanto que no 

cenário de redução de emissões de 35 MtCO2/ano o mesmo corresponde à 10,2% 
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(8,3 €/tCO2). O custo médio de armazenamento apresentou um discreto aumento do 

cenário de redução de 10 MtCO2/ano para o cenário de 35 MtCO2/ano (de 2,1 à 3,2 

€/tCO2), devido à necessidade da utilização de campos de petróleo com preços 

unitários maiores com o aumento da quantidade de CO2 armazenada anualmente.  

 

Na modelagem de custos com a metodologia 2, o aumento do custo médio 

para sequestro de CO2 está relacionado ao custo médio de captura das fontes 

selecionadas, bem como ao custo médio de transporte. No cenário de redução de 

10 MtCO2/ano, o custo médio de captura é equivalente à 49 €/tCO2, enquanto que 

no cenário de redução de 35 MtCO2/ano o custo médio 67,3 €/tCO2. Mesmo assim, 

no cenário de 10 MtCO2 o custo médio de captura corresponde à 84% do custo 

médio total do empreendimento, enquanto que no cenário de 35 MtCO2 o mesmo 

corresponde à 80,6% do custo médio total. O custo médio de transporte nas linhas 

de dutos-tronco aumenta com o aumento da meta anual de redução de emissões de 

CO2, mesmo em se considerando o fluxo máximo por cluster selecionado em cada 

um dos cenários. No cenário de redução de 10 MtCO2/ano o custo médio de 

transporte nos dutos-tronco corresponde é de 6,3 €/tCO2, correspondendo à 10,8% 

do custo médio total, já no cenário redução de emissões de 35 MtCO2/ano o mesmo 

aumenta para 10,5 €/tCO2, equivalendo à 12,8% do custo médio total para a 

implantação do empreendimento. O custo médio de armazenamento apresentou um 

discreto aumento do cenário de redução de 10 MtCO2/ano para o de 35 MtCO2/ano, 

devido à necessidade da utilização de campos de petróleo com preços unitários 

maiores com o aumento da quantidade de CO2 armazenada anualmente.  

 

A Figura 5.27 mostra o custo médio total e a contribuição de cada etapa no 

custo total do sequestro geológico de CO2 na bacia de Campos para cada um dos 

cenários modelados com as 2 metodologias utilizadas. É importante salientar que a 

estimativa de custo aqui descrita é dada por um valor médio de custo para cada 

cenário específico, considerando captura do CO2 (inclui custo de compressão), 

transporte (inclui custo de re-compressão) e armazenamento (inclui monitoramento). 
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Figura 5.27. Custo médio total para implantação de sequestro geológico de CO2 na Bacia de Campos 

e contribuição de cada etapa nos diferentes cenários modelados na (A) metodologia 1 - cenários 

criados a partir da seleção das fontes emissoras com menor custo unitário para o processo de captura 

de CO2 e (B) metodologia 2 - cenários criados a partir da seleção dos clusters de fontes com custo 

médio de captura mais reduzido 

 

Através da modelagem de custos para os 4 cenários de redução de 

emissões, foi verificado que à medida eleva-se a meta de redução de CO2 para 

sequestro geológico na Bacia de Campos, um maior número de fontes emissoras 

com custo de captura mais elevados (como plantas de etileno, refinarias e 
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cimenteiras) são considerados na modelagem, acarretando no aumento do custo 

unitário à medida que maiores quantidades de CO2 são capturadas. 

 

Os resultados da modelagem de custos demonstram que a seleção de 

clusters de fontes com valor médio de captura mais reduzido (metodologia 2) não é 

vantajosa no caso da Bacia de Campos, visto que as fontes emissoras com custo de 

captura mais elevados estão dissipadas no território nacional, estando presentes em 

número significativo em todos os clusters e, assim, contribuem para o elevado custo 

médio de captura nos cenários modelados através desta metodologia. Assim, 

verifica-se que é importante a seleção do setor de fontes emissoras a serem 

consideradas dentro de cada cluster, pois nem sempre é mais vantajoso 

economicamente considerar todas as fontes emissoras deste cluster visando a 

redução do custo com transporte. O custo médio de transporte nas linhas-tronco 

também aumentou com o aumento da meta de redução de emissões anuais na 

modelagem através da metodologia 2 (devido à maior quantidade de CO2 

transportada nas linhas-tronco), porém o custo médio unitário nos 4 cenários foram 

reduzidos, quando comparado com o custo médio de transporte modelado através 

da metodologia 1 (variou de 6,3 à 10,5 €/tCO2, enquanto que na metodologia 1 

variou de 15 à 8,3 €/tCO2). 

 

A modelagem de custos demonstrou ser mais vantajosa a seleção inicial de 

fontes com custo de captura mais reduzidos, mesmo que estas estejam em clusters 

distintos, para então serem modelados os custos de transporte e armazenamento 

(metodologia 1), no caso da Bacia de Campos. Essa vantagem ocorre 

principalmente para fins de redução de emissões entre 10 e 20 MtCO2/ano. 

 

Por fim, verifica-se que não se obtém vantagem econômica em escala 

(redução de custo com o aumento da quantidade de CO2 sequestrada 

geologicamente) para sequestro de CO2 na Bacia de Campos, levando-se em 

consideração as 48 fontes emissoras localizadas em terra distantes à até 800 km 

dos campos de petróleo. 
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5.3.1.1.  Estimativa de Quantidade de Óleo Recuperável através 

da Recuperação Terciária de Petróleo (EOR) e Abatimento de Custo 

 

A fim de obter-se uma estimativa de retorno financeiro através da prática de 

recuperação avançada de petróleo (EOR) nos campos de petróleo da Bacia de 

Campos, a quantidade de óleo recuperável por EOR para cada um dos 7 campos de 

petróleo utilizado na modelagem de custos dos 4 cenários de redução de emissões 

de CO2 foi estimada. Os resultados mostram que a quantidade de óleo recuperável 

nos 7 campos avaliados8 é superior à 924,8 milhões de metros cúbicos (5.816 

milhões de barris), sendo necessários para a recuperação dos mesmos um total de 

2.386 Mt de CO2. O campo de Roncador se destaca, com uma quantidade de óleo 

potencialmente recuperável de 419,7 milhões de metros cúbicos (2.640 milhões de 

barris), seguidos de Albacora, com potencial de 184,9 milhões de m³ de óleo (1.162 

milhões de barris) – Apêndice F. 

 

Levando-se em consideração o tempo de vida de cada campo de petróleo (e 

desconsiderando-se que a produção de óleo não é linear), a estimativa mostra que 

36 milhões de metros cúbicos (226 milhões de barris) de óleo podem ser 

recuperados através de EOR anualmente nos 7 campos avaliados, mediante a 

injeção de 92,8 Mt de CO2 (Apêndice F). Conforme analisado anteriormente nesta 

pesquisa, o suprimento de CO2 à uma distância de até 800 km dos campos de 

petróleo não ultrapassa 40 Mt por ano, considerando-se as fontes emissoras 

localizadas em terra, porém, para a recuperação deste montante de óleo pode-se 

considerar as fontes emissoras no mar também, ou então pode-se considerar a 

instalação de outra plataforma de injeção de CO2 após o término da vida útil destas 

que estão sendo consideradas. 

                                            

 

 

8 A quantidade de óleo recuperável foi estimada para cada um dos campos de petróleo inseridos na 

modelagem de custos para redução de emissões e sequestro geológico na Bacia de Campos 
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Considerando-se número de poços modelado na estimativa de custos de 

armazenamento e a injeção anual para 2025 para cada campo de petróleo (injeção 

total de 35 Mt/ano nos 7 campos), verifica-se que o campo com maior potencial de 

recuperação de óleo é o campo de Marlim com 21,9 milhões de barris/ano (3,5 

milhões m³/ano) potencialmente recuperáveis, seguido de Albacora e Roncador, 

ambos com potencial de recuperação de 18,3 milhões de barris/ano ou 2,91 milhões 

de m³/ano. As quantidades de óleo potencialmente recuperáveis por EOR nos 

campos de Jubarte, Caratinga e Enchova/Bonito são menores, variando de 6,09 à 

2,44 milhões de barris nestes três campos.  

 

Considerando-se preço do barril de petróleo em 2025 (segundo DOE/EIA, 

2010), a estimativa de receita gerada pela venda do óleo recuperável no campo de 

Marlim chega à quase € 2 bilhões/ano, sendo que a estimativa de despesas para 

implantação de CCS neste campo (com injeção anual de 9 MtCO2) fica em torno de 

€ 319,51 milhões por ano. No campo de Barracuda, estima-se que as despesas 

sejam de € 327,9 milhões/ano e a receita da venda do óleo recuperável por EOR 

seja de € 1.148 milhões por ano. A receita estimada para os campos de Albacora e 

Roncador atinge € 1.640 milhões anuais, sendo que as despesas para 

implementação de CCS fica em torno de 844,5 milhões/ano e € 859 milhões/ano, 

respectivamente. Nos campos de Jubarte, Caratinga e Enchova/Bonito estima-se 

que as despesas com a implantação da atividade de sequestro geológico de CO2 

atingirão € 270,5 milhões, € 242,7 milhões e € 212,8 milhões, respectivamente, 

sendo que a receita possivelmente gerada com a venda do óleo produzido será da 

ordem de € 546,7 milhões, € 437,4 milhões e € 218,7 milhões para estes campos, 

respectivamente. Observa-se, portanto, que a implantação da atividade de EOR 

junto com o CCS irá gerar lucro em todos os campos avaliados, mesmo em se 

considerando fontes emissoras distantes até 800 km dos reservatórios. 

 

De maneira geral, os resultados demonstram que a implantação de CCS-

EOR é muito lucrativa na Bacia de Campos, mesmo em se considerando a captura 

de CO2 proveniente de fontes emissoras com alto custo de captura. As estimativas 

apontam que 84,7 milhões de barris de petróleo podem ser potencialmente 

recuperáveis por EOR por ano nos campos de Marlim, Barracuda, Albacora, 
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Roncador, Jubarte, Caratinga e Enchova/Bonito, mediante a injeção de 35 Mt de 

CO2 (Figura 5.27). A receita gerada pela venda do óleo produzido atingirá € 7,6 

bilhões por ano, sendo que as despesas para implementação da atividade de CCS 

serão de € 3,1 bilhões anuais. É importante lembrar que as estimativas de custo e 

óleo potencialmente recuperável são referentes ao ano de 2025, considerando-se o 

tempo máximo de 25 anos para a atividade e a injectividade modelada por campo 

no capítulo 4.7. 

 

A Figura 5.28 e a Tabela 5.7 mostram o custo total estimado de captura, 

armazenamento e transporte de cada campo de petróleo analisado, bem como o 

custo estimado de abatimento proveniente da venda do óleo adicional 

potencialmente recuperável por EOR, considerando-se a recuperação de óleo de 

acordo com a estimativa da quantidade de CO2 a ser injetada anualmente em cada 

campo em 2025. É importante ressaltar que nenhum custo referente à atividade de 

EOR está inserido no custo de armazenamento (ex. poços produtores). 

 

Estimativa de custos para 2025  (despesas CCS e  receita EOR)
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Figura 5.28. Estimativa de custos com despesas para a implantação da atividade de sequestro 

geológico de CO2 e de receita gerada pela venda do óleo potencialmente recuperável por EOR no ano 

de 2025 (considerando-se sequestro geológico anual de 35 Mt CO2). 
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Tabela 5.7. Quantidade de óleo recuperável por EOR nos campos de petróleo da Bacia de Campos 

por ano, Custo total anual de captura, armazenamento e transporte e estimativa de abatimento de 

custo pela venda do óleo recuperado para o ano de 2025*. 

Estimativa para 2025 
Marlim Barra 

cuda 
Alba 
cora 

Ronca 
dor 

Jubarte Caratinga 
Enchova/ 
Bonito 

Óleo recuperável por 
EOR, considerando-se 
a injeção anual de CO2 

estimada na 
modelagem de custos 
de armazenamento 

(Milhões de barris/ano) 

21,94 12,80 18,28 18,28 6,09 4,88 2,44 

a Estimativa de 
abatimento anual 

(receita proveniente 
do EOR) ** 

1968,13 1148,08 1640,11 1640,11 546,70 437,36 218,68 

Custo anual total 
armazenamento CAPEX 

+ O&M ** 
16,88 14,55 24,96 26,67 11,73 10,23 6,30 

b Custo anual total de 
captura ** 

213,73 224,50 730,63 743,55 169,90 143,57 117,61 

c Custo anual total 
transporte duto-tronco 

referência ** 
88,9 88,9 88,9 88,9 88,9 88,9 88,9 

Custo total anual CCS 
(Cap+Armaz+Transp)** 

(despesas CCS) 
319,51 327,95 844,49 859,12 270,53 242,7 212,81 

Valor final de CCS-
EOR ** (lucro) 

1648,62 820,13 795,62 780,99 276,17 194,66 5,87 

* Mais informações no Apêndice F 
** em milhões de Euros/ano (M€/ano) – referente ao ano 2025.  
b Estimativa de abatimento de custo considerando o preço do barril no ano de 2025 (US$ 115, segundo DOE/EIA, 2010) e 
considerando US$ 1 = € 0,78. 
b O custo anual de captura leva em consideração as fontes emissoras consideradas na modelagem de custo do cenário 
35 Mt/ano para cada campo de petróleo específico. 
c Este valor refere-se ao custo anual de transporte do duto-tronco do cluster 1. Este duto-tronco possui capacidade de 
transporte de 11,07 MtCO2/ano. Para fins de estimativa de custo para um cenário de sequestro de CO2 de 35 Mt/ano 
juntamente com a prática de EOR, o custo anual do duto-tronco do cluster 1 foi utilizado como referência de custo. 

 

 

Observa-se que o valor proveniente da venda do óleo potencialmente 

recuperável por EOR nos campos de petróleo analisados (considerando-se injeção 

anual de 35 MtCO2) é suficiente para cobrir o custo de investimento para 

implantação da atividade de sequestro geológico de CO2 na Bacia de Campos, e 

ainda gerar lucro – no campo de Marlim, por exemplo, o lucro estimado é de € 1.649 

milhões por ano. Ainda que os custos de investimento para a prática de EOR não 
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estejam inseridos na modelagem de custo para armazenamento de CO2 de cada 

campo de petróleo (ex. poços produtores, operação e manutenção), o retorno 

financeiro com a implantação integrada de injeção de CO2 e EOR é muito superior. 
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6.   CONCLUSÕES 

 

 A presente pesquisa demonstra que a Bacia de Campos possui uma grande 

capacidade para armazenamento geológico de dióxido de carbono nos seus campos 

de petróleo. A capacidade teórica estimada para armazenamento nos campos de 

petróleo estudados é da ordem de 950 Mt (cerca de 5 vezes todas as emissões 

cadastradas do país no inventário da IEA), sendo o campo de Roncador o que 

possui maior capacidade (265 Mt). Os quatro principais campos capazes de 

armazenar CO2 na Bacia de Campos (Roncador, Marlim, Albacora e Barracuda) 

possuem em conjunto mais de 75% da capacidade de armazenamento da bacia, 

considerando os 17 campos analisados nesta pesquisa. Os reservatórios destes 4 

campos são constituídos de arenitos e arenitos turbidíticos de período Cretáceo e 

Terciário. 

 

A avaliação do potencial para armazenamento de CO2 nos campos de 

petróleo da Bacia de Campos, que levou em consideração as características físicas 

dos reservatórios, infraestrutura de dutos instalada e fontes emissoras existentes em 

um raio-limite de 300 km a partir do reservatório, demonstrou que os campos de 

Pampo, Linguado e Badejo possuem maior potencial. Nesta avaliação, apesar de 

estes campos possuírem relativamente baixas capacidades de armazenamento de 

CO2, os fatores considerados nas outras etapas se sobressaíram para estes 

campos, como infraestrutura de dutos instalada e massa de CO2 associada. A 

localização geográfica dos mesmos, mais ao sul da Bacia de Campos, favoreceu na 

proximidade de maior número de fontes emissoras e dutovias instaladas.  

 

Os campos de petróleo com menor potencialidade para a atividade de 

sequestro geológico de CO2, segundo a metodologia utilizada, são os campos de 

Jubarte, Vermelho e Roncador, os quais se sobressaíram na avaliação da etapa do 

armazenamento, porém no quesito de transporte e captura não se destacaram dos 
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demais, o que resultou na atribuição de baixa potencialidade para os mesmos. Cabe 

ressaltar que esta metodologia teve por fim e método a classificação relativa entre 

os campos de petróleo avaliados para implantação de sequestro geológico de CO2. 

 

Os resultados da modelagem de custo para implantação da atividade de 

sequestro geológico de CO2 em larga escala no Brasil com armazenamento nos 

campos de petróleo da Bacia de Campos, demontraram que uma quantidade de 10 

MtCO2/ano pode ser capturada (incuindo compressão e excluindo-se transporte e 

armazenamento) a custos inferiores à 28 €/tCO2 (referentes às plantas de amônia, 

etanol e siderúrgicas) no ano de 2025. A pouca disponibilidade de fontes nas quais 

os custos de captura são menores dentro da área pesquisada faz com que haja um 

aumento significativo de custo para o processo em larga escala para o sequestro de 

quantidades superiores à 10 Mt/ano. 3,8 MtCO2 por ano poderão ser capturados das 

termelétricas NGCC a um custo inferior à 49 €/t. 

 

Considerando-se a capacidade de armazenamento dos 15 campos de 

petróleo analisados na análise de custo, que juntos possuem capacidade de 

armazenamento de 943,6 Mt, e a quantidade de CO2 que pode ser capturado das 

fontes analisadas (36 Mt/ano), pode-se dizer que a Bacia de Campos tem 

capacidade para armazenar CO2 proveniente das 48 fontes analisadas por um 

período de 26 anos. As análises de custo demonstram que mais de 800 MtCO2 

(84% da capacidade total de armazenamento da bacia) poderão ser armazenados 

(incluindo-se monitoramento, excluindo-se captura e transporte) a custos inferiores à 

6 €/t, sendo inferior à 2 €/t no campo de Marlim (9 Mt por ano) e entre 2 e 4 €/t nos 

campos de Barracuda, Albacora e Roncador (20 Mt por ano). 

 

Por ser uma bacia produtora de petróleo em estágio maduro, a Bacia de 

Campos possui muitas vantagens que lhe conferem um grande potencial para CCS 

e baixos custos de armazenamento de CO2 (excluindo-se captura e transporte), 

como por exemplo a existência de plataformas em todos os campos produtores e 

diversos poços já perfurados, visto que no investimento de capital considerou-se o 

reúso tanto das plataformas quanto dos poços já existentes. Este conjunto de 

fatores contribuiu para o reduzido custo de armazenamento (excluindo-se captura e 

transporte) nos campos de petróleo da Bacia de Campos. Em contraponto, os 
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custos de transporte dos dutos-tronco neste estudo de caso são mais elevados do 

que os custos para armazenamento (variam de 5,7 à 8,7 €/tCO2), visto que possuem 

grande extensão e ainda necessitam de investimento para implantação de estações 

de recompressão para manter o CO2 no estado supercrítico. Pode-se fazer uma 

comparação entre a Bacia de Campos e o Mar do Norte, que está sendo 

amplamente estudado como um grande local para armazenamento geológico de 

CO2 da Europa, contendo bacias sedimentares maduras potenciais para a prática de 

EOR, bem como aquíferos salinos (principalmente a Formação Utsira), sendo capaz 

de armazenar CO2 proveniente de diversos países, como Alemanha, Holanda, 

Bélgica (Broek et al., 2010), Reino Unido e Noruega (BERR, 2007). 

 

Em uma análise mais específica por fonte emissora, considerando-se que o 

CO2 de todas as fontes analisadas será capturado e utilizado para CCS, destacam-

se algumas fontes em que o custo de captura somado ao de transporte (custo duto-

satélite + custo duto-tronco) não ultrapassará 40 €/t. Estas plantas compreendem 7 

das 10 siderúrgicas do inventário e a planta de amônia, na qual o custo é o mais 

reduzido (28 €/tCO2). 

 

A avaliação de viabilidade econômica para redução de emissões e CCS na 

Bacia de Campos demonstrou que o custo médio para a implantação de CCS em 

larga escala na Bacia de Campos em 2025 varia de 46,5 à 81,5 €/tCO2 (cenários de 

redução de 10 MtCO2/ano e 35 MtCO2/ano, respectivamente) quando modelado 

através da metodologia de seleção de fontes com custo de captura mais reduzidos 

inicialmente, e posterior modelagem de custos de transporte e armazenamento 

(metodologia 1). A modelagem de custos através desta metodologia demonstrou ser 

mais vantajosa no caso da Bacia de Campos, visto que as fontes emissoras 

adjacentes com maiores custos de captura encontram-se em todos os clusters, 

impedindo que o custo médio de captura considerando-se todas as fontes de um 

mesmo cluster (metodologia 2) torne-se mais atrativa. A vantagem da seleção de 

fontes é uma verdade principalmente para fins de redução de emissões entre 10 e 

20 MtCO2/ano, quantidade esta que pode ser obtida de fontes emissoras com custo 

unitário menor. Porém, quando a meta de redução de emissões alcança 

quantidades superiores, verificou-se que a metodologia de seleção de clusters se 

iguala à primeira, principalmente devido às fontes emissoras disponíveis no território 



 162

brasileiro (em terra), dentro de um raio de 800 km dos campos de óleo da Bacia de 

Campos, visto que as fontes com custo de captura mais elevado contribuem 

significativamente com o suprimento de CO2 na região.  

 

De maneira geral, os resultados das modelagens de custo (tanto na 

metodologia 1 quanto na metodologia 2) mostram que o custo unitário aumenta à 

medida que quantidades maiores de CO2 (>20 Mt) são consideradas para 

implantação de sequestro de CO2 na Bacia de Campos, principalmente devido à 

necessidade da captura do mesmo em fontes emissoras com custo de captura mais 

elevados, como cimenteiras e refinarias, que são grandes contribuidoras para 

suprimento de CO2 dentro da distância limite de 800 km dos reservatórios. Através 

da modelagem de cenários de redução de emissões, verifica-se que não se obtém 

vantagem econômica em escala (redução de custo com o aumento da quantidade 

de CO2 sequestrada geologicamente) para sequestro de CO2 na Bacia de Campos, 

levando-se em consideração as 48 fontes emissoras disponíveis em terra. 

 

 A modelagem de custo realizada nesta pesquisa permite uma primeira 

análise de custos específicos para CCS na Bacia de Campos. Através dos 

parâmetros analisados conclui-se que a prática de CCS nos reservatórios da 

referida bacia sedimentar é viável economicamente. Os resultados da análise de 

custo reafirmam a maior potencialidade dos campos de petróleo com maiores 

capacidades de armazenamento para a prática de CCS na Bacia de Campos, ao 

contrário do que o apontou o estudo de potencialidade realizado na 2ª etapa desta 

pesquisa, o qual indicou os campos de Pampo, Badejo e Linguado como os campos 

com maior potencialidade, principalmente pela proximidade com maior número de 

fontes emissoras de CO2 e infraestrutura de dutos dentro do raio de 300 km. Estes 3 

campos, mesmo estando mais próximos geograficamente de maior quantidade de 

CO2 proveniente de fontes emissoras e linhas de dutos instaladas não são os mais 

viáveis economicamente (considerando-se só os custos para armazenamento de 

CO2, incluindo monitoramento) a ponto de justificar o maciço investimento 

necessário para a implantação de CCS primeiramente nos mesmos, visto que a 

capacidade total de armazenamento no campo de Pampo é de 20,2 Mt, em 

Linguado é de 5Mt e Badejo nem ter sido considerado na modelagem econômica 

por possuir capacidade de armazenamento inferior à 4Mt. Assim, conclui-se que a 



 163

metodologia utilizada na segunda etapa desta pesquisa necessita aprimoramento, 

no que diz respeiro aos pesos atribuídos à cada critério avaliado, sendo que a etapa 

de armazenamento deve possuir maior peso, seguido das etapas de captura e 

transporte. 

 

A estimativa de óleo recuperável através de recuperação avançada de 

petróleo (EOR) demonstra que a Bacia de Campos possui grande potencial para 

esta atividade, da ordem de 5.816 milhões de barris, considerando-se os 7 campos 

avaliados (Marlim, Barracuda, Albacora, Roncador, Jubarte, Caratinga, 

Enchova/Bonito). A quantidade de CO2 necessária para a recuperação do montante 

total de óleo potencialmente recuperável nestes campos fica em torno de 2.386 Mt. 

Considerando a recuperação de petróleo em função da injeção anual de CO2 

modelada para 2025 em cada um dos campos (totalizando 35 MtCO2 por ano nos 7 

campos), verifica-se que o campo com maior potencial de recuperação de óleo é o 

campo de Marlim (21,9 milhões de barris/ano potencialmente recuperáveis), seguido 

de Albacora e Roncador (ambos com potencial de recuperação de 18,3 milhões de 

barris/ano). Verificou-se também que os custos do empreendimento de CCS-EOR 

podem vir a se tornar negativos com o retorno financeiro proveniente da venda do 

óleo recuperado por EOR na Bacia de Campos, demonstrando assim, o lucro desta 

atividade integrada. Estima-se que o lucro da atividade de CCS-EOR no campo de 

Marlim atingirá € 1.649 milhões por ano, e no campo de Roncador € 820 

milhões/ano. Neste contexto, reafirma-se a potencialidade da Bacia de Campos 

para a prática do armazenamento geológico de CO2, tanto para fins de mitigação de 

mudanças climáticas quanto para a recuperação avançada de petróleo (EOR). Os 

valores de receita gerada com a prática de EOR na Bacia de campos são 

estimativas preliminares e apontam um bom potencial desta bacia para esta 

atividade, porém, cabe ressaltar a necessidade de estudos mais detalhados de 

viabilidade de projetos de CCS-EOR na Bacia de Campos. 

 

É muito importante salientar que, além dos benefícios econômicos da 

implantação de CCS-EOR constatados nesta pesquisa, existem também os 

benefícios sociais e ambientais decorrentes da implantação desta atividade, tendo 

em vista que o objetivo de tal prática é a estabilização/redução de gases de efeito-

estufa na atmosfera para mitigação de mudanças climáticas. 
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O refinamento da associação entre fontes e reservatórios de CO2 no Brasil – 

estudo de caso da Bacia de Campos – realizado nesta pesquisa é de extrema 

importância para subsidiar a tomada de decisão no planejamento empresarial para 

captura, transporte e armazenamento geológico de CO2 no Brasil. Atualmente, as 

intenções de investimento em armazenamento geológico de CO2 tem se voltado 

especificamente para as camadas do pré-sal, considerando-se que os poços do 

mesmo emitem cerca de 3-4% a mais de CO2 que os poços comuns de outros 

campos. Assim, a presente pesquisa é de grande valia para as análises de 

associação fontes-reservatórios que possam vir a surgir decorrente desta nova 

demanda em torno do sequestro geológico de carbono no pré-sal, visto que existe 

um grande potencial do CO2 proveniente do mesmo ser armazenado em campos de 

petróleo para fins de recuperação avançada (EOR) na Bacia de Campos. Assim, 

estudos de viabilidade nesta área específica são necessários. O conteúdo desta 

pesquisa visa contribuir para o planejamento territorial por parte de empresas que 

visam a prática de sequestro geológico de CO2. 
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7.   PROPOSTAS PARA TRABALHOS FUTUROS 

 

Como proposta de pesquisa para dar continuidade às análises realizadas 

nesta dissertação, sugiro o aperfeiçoamento do modelo econômico de associação 

fontes-reservatórios para a prática de CCS com a adição de parâmetros em maior 

detalhe para a implantanção agregada de atividade de recuperação avançada de 

petróleo (EOR).  

 

É necessária também a adaptação deste modelo à realidade brasileira, com 

parâmetros de custos nacionais para cada etapa, visto que em se tratando de 

tecnologia offshore o Brasil possui maior know how e tecnologia, e assim, 

possivelmente o custo de diversos procedimentos neste ambiente são menores.  

 

Outra proposta é a aplicação da modelagem econômica de CCS-EOR em um 

estudo de caso do pré-sal, visto que o mesmo é alvo potencial para implantação 

desta atividade num futuro próximo. 

 

A expansão deste estudo de viabilidade econômica para implantação de CCS 

e EOR em outras bacias petrolíferas do Brasil também é uma sugestão para 

trabalhos futuros. 

 

Propõe-se também a aplicação desta modelagem de custos para estudos de 

armazenamento geológico de CO2 em aquíferos salinos e camadas de carvão. 
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Field Kind Capacity* Type

Existing 
wells 
(GIS 
layer)

Basin/Oil 
field 
Average 
Depht

Thickness 
reservoir

Mt CO2 nr m m

Marlim offshore 174,34 oil 217 2650 44,5
Barracuda offshore 117,47 oil 90 2950 16
Albacora offshore 163,11 oil 2800
Roncador offshore 265,21 oil 93 3197 200
Jubarte offshore 61,32 oil x 2975 13,5
Caratinga offshore 43,03 oil 4 2750
Enchova/Bonitooffshore 18,14 oil 94 2210 90
Marimbá offshore 11,27 oil 22 2703 43
Pampo offshore 20,21 oil 2421
Namorado offshore 25,51 oil 107 3150 100
Carapeba offshore 17,01 oil 71 2863 66
Vermelho offshore 10,39 oil 94 2385 44
Corvina offshore 6,89 oil 2690
Garoupa offshore 4,79 oil 3100
Linguado offshore 4,96 oil 38 2646 105

Injectivity 
Year 
available

Lifetime
Investment 
costs

Investment 
costs - 
EXPENSIVE

O&M 
costs

Mt/year per 
well

before/after 
2020

years M€/(Mt/yr) M€/(Mt/yr) M€/(Mt/yr)

1 before 2020 19 4,1 29,7 1,5
0,75 before 2020 22 6,2 44,3 2,2
0,50 before 2020 22 6,5 54,8 2,7
0,5 before 2020 35 6,5 61,1 3,1
0,5 before 2020 25 11,5 74,0 3,7
0,5 before 2020 22 13,3 77,9 3,9
1 before 2020 18 20,7 85,0 4,3
1 before 2020 11 20,7 87,4 4,4

0,33 before 2020 20 24,9 129,1 6,5
0,33 before 2020 26 24,9 142,4 7,1
0,33 before 2020 26 34,4 169,9 8,5
0,5 before 2020 21 41,4 171,4 8,6
0,50 before 2020 14 41,4 174,2 8,7
0,50 before 2020 10 41,4 178,5 8,9
0,33 before 2020 15 62,7 264,9 13,2



 

      

 

 

Reservoir 
thickness

Well 
capacityWell workover

site 
development 
costs

drilling 
costs per 
meter 2000

well fixed 
costs

surface 
facilities new surface facilities 

monitoring 
investments O&M

max nr 
wells

annual 
injection

m
Mt/year m € €/m € € € €

% of 
investment 
costs Mt/year

1,00 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 9

0,75 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 7

0,50 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 15

0,50 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 15

0,50 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 5

0,50 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 4

1,00 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 1

1,00 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 1

0,33 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 3

0,33 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 3

0,33 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 2

0,50 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 1

0,50 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 1

0,50 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 1

0,33 2.000.000,00 3.060.000,00 5.314,00 8.200.000,00 61.200.000,00 15.300.000,00 334.000,00 0,05 1

annual 
injection

total 
investment 
costs - with re-
use

total 
investment 
costs 
expensive- 
no re-use

annual 
costs 
CAPEX

annual 
costs 
O&M

capital 
recovery 
factor Costs

Costs 
expensive

Cumulative 
Storage 
capacity 
(Mt)

Mt/year € €/year €/year
€2007/t €2007/t Mt

9,00 36.694.000 267.261.157 3516925,97 13363058 0,10 1,88 4,33 174,34
5,25 32.694.000 232.323.268 2934283,33 11616163 0,09 2,77 6,18 291,81
7,50 48.694.000 410.782.000 4424397,65 20539100 0,09 3,33 7,72 454,92
7,50 48.694.000 458.368.870 3751467,48 22918444 0,08 3,56 7,76 720,13
2,50 28.694.000 184.998.445 2480426,94 9249922 0,09 4,69 10,10 781,45
2,00 26.694.000 155.848.000 2436990,1 7792400 0,09 5,11 11,01 824,48
1,00 20.694.000 85.016.200 2049127,29 4250810 0,10 6,30 12,67 842,62
1,00 20.694.000 87.386.244 2715201,69 4369312 0,13 7,08 15,84 853,89
0,99 24.694.000 127.789.582 2308709,05 6389479 0,09 8,79 18,52 874,10
0,99 24.694.000 141.005.500 2095054,38 7050275 0,08 9,24 19,21 899,61
0,66 22.694.000 112.123.412 1925233,68 5606171 0,08 11,41 22,91 916,62
0,50 20.694.000 85.701.706 1918991,82 4285085 0,09 12,41 24,46 927,01
0,50 20.694.000 87.088.660 2388949,42 4354433 0,12 13,49 28,82 933,90
0,50 20.694.000 89.267.400 3036868,54 4463370 0,15 15,00 35,13 938,69
0,33 20.694.000 87.412.814 2269447,49 4370641 0,11 20,12 42,29 943,65
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source (hub) sink (hub)

Capacity 

(mass flow 

rate)

distance

length trunkline 

between booster 

station

mass flow 

rate

mass flow 

rate

calculation 

diameter

Number of 

booster 

stations

Mt CO2/year km t CO2/day kg CO2/s m

Cluster 3 Cam_off_oil 7,05 421 211 211 19311 224 0,56 1

Cluster 2 Cam_off_oil 13,07 699 350 233 35791 414 0,73 2

Cluster 4 Cam_off_oil 3,33 325 163 163 9130 106 0,39 1

Cluster 1 Cam_off_oil 11,07 753 377 251 30310 351 0,69 2

Cluster 5 Cam_off_oil 1,38 254 127 127 3772 44 0,26 1   P
g.1 



 

  

Costs for 
booster 
stations

In ves tment 

c os ts

T otal 

inves tmen t

An nu alis ed 

inves tmen t 

co s ts

O&M 

c os ts

C ap ital 

rec overy 

fac tor

Total 
costs

Cumulative 
potential

M€ M€ M€ M€/year M€/year €/t Mt CO2/yr

11 375 386 29 11,24 0,08 5,70 7,05
22 813 835 63 24,38 0,08 6,65 20,13
11 204 215 16 6,11 0,08 6,66 23,46
22 831 853 64 24,94 0,08 8,04 34,53
11 106 117 9 3,19 0,08 8,70 35,91  P

g.2
 



 

APÊNDICE E: GRUPOS / CLUSTERS DE FONTES EMISSORAS 

DE CO2 

  

Setor Estado 
Emissão 
(ktCO2/a

no) 
Status1 

Cluster 
de 

Fontes 
Latitude Longitude 

Siderúrgica 
MG 508,87 OPR cluster 1 -20,1500 -44,9000 

Siderúrgica 
MG 791,58 OPR cluster 1 -19,962 -44,009 

Siderúrgica 
MG 802,88 OPR cluster 1 -19,5800 -42,6700 

Siderúrgica 
MG 1356,99 OPR cluster 1 -19,8300 -43,1300 

Siderúrgica 
MG 2713,97 OPR cluster 1 -19,92 -44,08 

Termelétrica – 

NGCC* 
MG 146,52** OPR cluster 1 -19,13 -42,29 

Termelétrica – 

NGCC* 
MG 183,20** OPR cluster 1 -19,57 -44,2 

Termelétrica – 

NGCC* 
MG 351,60** OPR cluster 1 -20,03 -44,07 

Termelétrica – 

NGCC* 
MG 245,20** OPR cluster 1 -19,988 -44,097 

Refineries 
MG 1352 OPR cluster 1 -19,959 -44,095 

Cimenteira 
MG 828,16 OPR cluster 1 -19,63 -44,05 

Cimenteira 
MG 837,76 OPR cluster 1 -20,93 -43,92 

Cimenteira 
MG 892,54 OPR cluster 1 -19,54 -44,078 

Cimenteira 
MG 970,71 OPR cluster 1 -19,67 -43,92 

Cimenteira 
MG 1736,54 OPR cluster 1 -19,63 -44,0276 

Cimenteira 
MG 1768,09 OPR cluster 1 -20,2 -42,52 

ammonia 
 196,16 OPR cluster 2 -23.83 -46.38 

Etanol 
SP 101,42  cluster 2 -22,3512 -47,3019 

Etanol 
SP 105,87  cluster 2 -22,2140 -47,2360 

Etanol 
SP 121,35  cluster 2 -22,1239 -47,3816 

Siderúrgica 
SP 452,33 OPR cluster 2 -23,634 -46,623 

Siderúrgica 
SP 2261,64 OPR cluster 2 -23,883 -46,417 

Termelétrica – 

NGCC* 
SP 112,00** OPR cluster 2 -22,75 -47,17 

Termelétrica – 

NGCC* 
SP 156,80** OPR cluster 2 -23,646 -46,527 

Termelétrica – 

NGCC* 
SP 368,00** OPR cluster 2 -23,637 -46,481 

Termelétrica – 

NGCC* 
SP 691,60** OPR cluster 2 -23,7 -46,679 



 

Etileno 
SP 1071,03 OPR cluster 2 -23,638 -46,485 

Refineries 
SP 2029 OPR cluster 2 -23,195 -45,819 

Refineries 
SP 2930 OPR cluster 2 -22,75 -47,17 

Refineries 
SP 1521 OPR cluster 2 -23,88 -46,42 

Cimenteira 
SP 1938,59 OPR cluster 2 -23,55 -47,43 

Cimenteira 
SP 143,61 OPR cluster 2 -23,3 -47,27 

Cimenteira 
SP 499,83 OPR cluster 2 -23,55 -46,93 

Cimenteira 
SP 569,76 OPR cluster 2 -23,6 -47,57 

Cimenteira 
SP 689,95 OPR cluster 2 -22,8 -45,45 

Siderúrgica 
RJ 162,05 OPR cluster 3 -22,65 -43,28 

Siderúrgica 
RJ 5654,11 OPR cluster 3 -22,5300 -44,1200 

Termelétrica – 

NGCC* 
RJ 447,60** OPR cluster 3 -22,714 -43,254 

Termelétrica – 

NGCC* 
RJ 863,20** OPR cluster 3 -22,75 -43,72 

Termelétrica – 

NGCC* 
RJ 911,60** OPR cluster 3 -22,905 -43,654 

Refineries 
RJ 2141 OPR cluster 3 -22,722 -43,265 

Cimenteira 
RJ 154,43 OPR cluster 3 -22,823 -43,314 

Cimenteira 
RJ 232,48 OPR cluster 3 -22,53 -44,12 

Siderúrgica 
ES 5427,95 OPR cluster 4 -20,245 -40,237 

Cimenteira 
ES 730,35 OPR cluster 4 -20,802 -41,084 

Cimenteira 
RJ 324,05 OPR cluster 5 -21,835 -42,22 

Cimenteira 
RJ 524,91 OPR cluster 5 -21,94 -42,272 

Cimenteira 
RJ 771,83 OPR cluster 5 -21,907 -42,264 

 
1 OPR = Em Operação 
* Dados assumidos pelo autor. Para fins de modelagem de custos de captura de 
CO2 no ano de 2025, assumiu-se que todas as termelétricas em operação no ano 
corrente seriam substituídas por plantas de ciclo combinado à gás natural (NGCC) 
** Emissão de CO2 recalculada utilizando-se fator de emissão do Gás Natural 

 

 

Modificado pelo autor, dados base de IEA GHG (2006) 
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CAMPOS BASIN FIELDS (Offshore) Marlim Barracuda Albacora Roncador Jubarte Caratinga

Enchova/ 

Bonito

VOIP (million m³) 953,92 429,26 715,44 1462,68 95,39 222,58 79,02
Reserves (million m³) 270,28 104,77 253,27 413,37 33,77 66,77 27,97
Residual Oil (million m3) = VOIP-Reserves 683,64 324,49 462,18 1.049,31 61,62 155,81 51,04
Average API density 18-24 25-26 27,00 >25 17,00 24,00 18,00
Recoverable Oil by EOR (million m3) 136,73 129,80 184,87 419,73 12,32 31,16 10,21
CO2 amount for EOR (Mt CO2) 352,76 334,88 476,96 1082,89 31,80 80,40 26,34

Recoverable Oil per year (million m³) 7,20 5,90 8,40 11,99 0,49 1,42 0,57
CO2 amount per year - Mt 18,57 15,22 21,68 30,94 1,27 3,65 1,46

Recoverable oil per year --- Million BBL 45,26 37,11 52,85 75,43 3,10 8,91 3,57
Estimativa abatimento por ano Meuro 4060,11 3328,69 4741,05 6765,94 278,14 799,15 319,99
Recoverable oil taking into account CO2 
Injectivity per oil field (million m³ per year

3,49 2,03 2,91 2,91 0,97 0,78 0,39

Recoverable oil taking into account CO2 
Injectivity per oil field (million BBL per year

21,94 12,80 18,28 18,28 6,09 4,88 2,44

Receita anual gerada pela venda do óleo 
recuperável por EOR (Meuro/ano)

1968,13 1148,08 1640,11 1640,11 546,70 437,36 218,68

Custo anual total armazenamento CAPEX + O&M 
(Meuro/ano)

16,88 14,55 24,96 26,67 11,73 10,23 6,30

Custo anual Captura (levando-se em 
consideração a injectividade do campo) 
Meuro/ano

213,73 224,50 730,63 743,55 169,90 143,57 117,61

Custo anual transporte duto-tronco cluster 1 
(capacidade 11,07Mt/ano) Meuro/ano

88,9 88,9 88,9 88,9 88,9 88,9 88,9

Despesa anual para a implantação de CCS 
(Meuro/ano)

319,51 327,95 844,49 859,12 270,53 242,7 212,81

Volume calculado usando-se um fator de recuperação de 35,4% (segundo Bosco, 2007)


