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RESUMO 
 
 

LAGE, Gustavo Garios. Proposição de um indicador global de funcionalidade 
operacional para sistemas de processamento primário em instalações marítimas de 
produção de petróleo: Estudo de Caso para o sistema de separação e tratamento de 
óleo. 2013. 132 f. Dissertação (Mestrado em Engenharia Química) - Instituto de 
Química, Universidade do Estado do Rio de Janeiro, Rio de Janeiro, 2013. 

 

 

 Este texto verificou o tema de monitoramento de processos de produção de 

petróleo em plataformas no mar de forma a propor indicadores globais para 

monitoramento da funcionalidade dos equipamentos que envolvem estes  

processos, permitindo a antecipação da tomada de decisão sobre suas eminentes 

quedas de disponibilidade. Para tal, buscando conhecer as áreas envolvidas na 

gestão de uma plataforma de petróleo no mar, foram identificados os principais 

sistemas relacionados ao processo de produção de petróleo e optou-se pelo 

Sistema de Separação e Tratamento de Óleo para desenvolvimento e validação dos 

indicadores propostos. O Indicador Global de Funcionalidade Operacional  (IGFO) 

foi desenvolvido a partir dos dados disponíveis para monitoramento dos processos 

de produção de petróleo, focado nas visões das principais áreas envolvidas na 

gestão da plataforma. Este indicador foi elaborado com objetivo de simplificar a 

análise dos processos, permitindo assim aferir o desempenho das ações de 

monitoramento de processos em plataformas de petróleo, de modo a atuar de forma 

antecipativa, contribuindo com a identificação e a disseminação das melhores 

práticas de manutenção preditiva. Neste aspecto, os indicadores na forma de 

normalização utilizada permitem comparações em diversos níveis, tanto em relação 

as plataformas dentro de uma empresa, como plataformas de empresas diferentes. 

Os indicadores globais propostos obtiveram resultados que permitiram avaliar a 

queda de funcionalidade dos equipamentos do Sistema de Separação e Tratamento 

de Óleo durante o período avaliado, servindo de base para identificação das causas 

das falhas destes equipamentos. Assim sendo, pôde-se perceber que a utilização 

dos indicadores globais identificados pode responder com sucesso às necessidades 

propostas. 

Palavras-chave: Acompanhamento de Processo. Plataforma. Indicador de 
Funcionalidade.  Indicador Global. 



 

ABSTRACT 
 
 

LAGE, Gustavo Garios. Proposition of a global indicator operational functionality for 
primary processing systems in offshore oil production facilities: a case study for the 
system of separation and oil treatment. 2013. 132 f. Dissertação (Mestrado em 
Engenharia Química) - Instituto de Química, Universidade do Estado do Rio de 
Janeiro, Rio de Janeiro, 2013. 
 
 
 This text has verified the topic of monitoring production processes in offshore 

oil platforms in order to propose global indicators for monitoring the functionality of 

equipment in these processes, allowing the anticipation of making decisions about 

their eminent falls availability. To do this, seeking to know the areas involved in the 

management of an offshore oil platform, the main systems related to the process 

production of oil where identified and the system of Separation and Oil Treatment 

was chosen for the development and validation of the proposed indicators. The 

Global Indicator of Functionality Operation (IGFO) was developed from data available 

in monitoring production processes, with visions focused on the key areas involved in 

the management of the platform. This indicator was developed in order to simplify the 

analysis of processes, allowing the measurement of the stocks made in processes 

performance, in order to act in a preemptive way, contributing to the identification and 

dissemination of best practices of predictive maintenance. In this regard, the 

indicators used in the form of standardization allow comparisons at various levels, 

both for the platforms within a company, as platforms from different companies. The 

proposed global indicators obtained results that allows the evaluation of decrease in 

functionality of the equipments belong to the Separation System and Oil Treatment 

during the study period, providing the basis for identifying the causes of failures in 

these equipments. Therefore, it could be seen that the use of global indicators can 

successfully respond to the needs proposals.In the same context, it could be seen 

that the use of global indicators identified can successfully respond to the needs 

proposals. 

 

Keywords: Process Monitoring.  Platforms.  Functionality Indicator.  Global Indicator.  
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INTRODUÇÃO  
 

Ao longo da vida produtiva de um campo de petróleo em ambiente marítimo, 

denominado ambiente offshore, ocorre a produção simultânea de óleo, gás e água, 

juntamente com impurezas. 

O projeto de uma Unidade Estacionária de Produção de Petróleo (UEP) 

Offshore contempla sistemas de separação de óleo, gás e água produzida, além do 

sistema de tratamento de água do mar para injeção em reservatórios com intuito de 

recuperação de petróleo. O conjunto desses sistemas, contemplando principalmente 

os equipamentos e tubulações, é denominado Sistema de Processamento Primário 

de Petróleo. 

O sistema de separação e tratamento de óleo tem por objetivo remover água 

livre e água emulsionada do óleo, permitindo que o petróleo seja exportado para 

terra com baixos teores de água e sedimentos. 

 O sistema de tratamento de água produzida visa especificar a água para 

descarte no mar e/ou reinjeção com baixos teores de óleo emulsionado. 

O sistema de tratamento de gás visa especificar o gás para utilização na 

recuperação de petróleo, método denominado gas lift, e exportação para terra com 

baixos teores de umidade, minimizando a probabilidade de formação de compostos 

de características sólidas, semelhantes ao gelo, gerados a partir da combinação de 

água livre presente no gás e condições de alta pressão e baixa temperatura, 

denominados hidratos. 

O sistema de tratamento de água de injeção visa especificar a água para 

injeção em reservatórios com baixos teores de partículas e bactérias.  

Os sistemas de separação e tratamento de óleo, gás, água produzida e água 

de injeção são monitorados através da qualidade do produto obtido. 

Para o sistema de tratamento de óleo, monitora-se o teor de água e 

sedimentos (BS&W, do inglês Basic Sediments and Water), caracterizado pela 

relação entre o volume de água produzido e o volume total de líquido produzido. 

No caso do sistema tratamento de água produzida, monitora-se o Teor de 

Óleo e Graxas (TOG), o qual relaciona a concentração de óleo no volume de água 

produzida. 

Para o sistema de tratamento de gás, monitora-se o teor de umidade do gás, 

através do cálculo da massa de água contida no gás produzido. 
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No caso do sistema de injeção de água do mar, monitora-se, dentre vários 

parâmetros, a quantidade de bactérias e o teor de sólidos presentes na água a ser 

injetada. 

O monitoramento desses sistemas não contempla uma avaliação da 

funcionalidade de cada sistema, tendo somente como objetivo a qualificação do 

resultado final do sistema em questão.  

 

Justificativa para o tema 
 
Tomando como exemplo o processo de separação e tratamento de óleo, este 

sistema possui como componentes principais permutadores de calor, vaso de 

separação gravitacional, tratador eletrostático e vaso atmosférico. 

O controle do processo nesses equipamentos é feito através de variáveis 

operacionais. No caso de um permutador de calor, monitora-se, por exemplo, a 

variação de temperatura do óleo como parâmetro de eficiência de troca térmica, 

comparando-se ao valor esperado de projeto da UEP. 

A produção de petróleo offshore é um processo muito dinâmico, estando 

sujeito a variações constantes nas condições operacionais de processo. Além disso, 

há dificuldades relacionadas à logística, pois as UEPs encontram-se distantes da 

terra. Esses fatores evidenciam a importância do projeto adequado dos 

equipamentos para as condições previamente estabelecidas, já que uma possível 

substituição de um equipamento pode ser demorada, o que acarretaria possíveis 

perdas de produção. 

Desta forma, mesmo que haja equipamentos que não estejam em condições 

previamente estabelecidas em projeto, sua retirada de operação poderia gerar 

impactos de perda de produção elevados. Assim, são adotados procedimentos 

operacionais para manter os equipamentos trabalhando, de forma que os produtos 

finais atinjam a especificação necessária, mesmo que os equipamentos possam 

estar prestes a atingir seu limite de operação. 

Tomando o exemplo do permutador de calor, mesmo que a variação de 

temperatura do óleo esteja muito abaixo da variação de temperatura prevista em 

projeto, um procedimento operacional é elaborado para manter o fluxo por este 

equipamento, de forma a evitar parada do sistema como um todo, o que 

comprometeria a meta de produção daquela UEP. 
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A esse respeito, é de suma importância a utilização de indicadores que 

evidenciem a funcionalidade dos equipamentos do sistema de separação e 

tratamento de óleo, sistema de tratamento de água produzida, sistema de tratamento 

de gás e sistema de tratamento de água de injeção. 

Os indicadores de funcionalidade servirão de base para uma tomada de 

decisão antecipativa em relação às manutenções preditivas já estabelecidas no 

plano de manutenção da UEP, evitando assim que os equipamentos envolvidos 

entrem em falha e desta forma percam sua função, tornando-se assim indisponíveis. 

 

Objetivos 
 

O objetivo geral deste estudo é propor um modelo de Indicador Global de 

Funcionalidade Operacional (IGFO), o qual poderá servir de suporte para tomadas 

de decisão antecipativa em termos de manutenção de equipamentos, aumentando a 

disponibilidade dos sistemas. 

 

Já os objetivos específicos buscam: 

• Identificar na revisão bibliográfica os elementos que permitam o 

levantamento, identificação e proposição do Indicador Global de 

Funcionalidade Operacional; 

• Fazer um levantamento de indicadores existentes relacionados à parte 

offshore na área de Monitoramento de Processo, Segurança, Meio Ambiente, 

Manutenção e Confiabilidade; 

• Avaliar as informações disponíveis que permitam a geração do Indicador 

Global de Funcionalidade Operacional e aplicar ao Sistema de Separação e 

Tratamento de Óleo. 

 

Vale ressaltar que o objetivo do estudo não é trabalhar com análise de 

confiabilidade (ou mesmo de questionar os princípios desta disciplina).  

Serão abordados somente aspectos teóricos deste assunto, com objetivo de 

esclarecer conceitos ligados a Manutenção Centrada em Confiabilidade. O que está 

se buscando é uma ferramenta complementar, de fácil aplicação, que permita 
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antecipar a tomada de decisão no que se refere à colocação de um equipamento ou 

todo um sistema em manutenção. 

 

Estrutura da dissertação 
 
A introdução da pesquisa apresenta uma visão geral do tema estudado, os 

objetivos gerais e específicos, além da justificativa do tema e a estrutura desta 

dissertação. 

No capítulo 1 elaborou-se a fundamentação teórica relativa ao histórico da 

indústria do petróleo no Mundo e no Brasil, caracterização de sua importância na 

indústria mundial, a descrição das Instalações de Produção e dos Sistemas de 

Processamento Primário de Petróleo e uma pesquisa sobre os indicadores 

existentes. 

O capítulo 2 discorre sobre a metodologia utilizada e a consequente 

proposição de indicadores globais que resultam na formulação do Indicador Global 

de Funcionalidade Operacional. 

No capítulo 3 tem-se por objeto descrever o estudo de caso, através da 

descrição detalhada do processo de Separação e Tratamento de Óleo e sua forma 

de monitoramento. 

O capítulo 4 mostra a análise dos resultados dos indicadores propostos no 

capítulo 3 e o capítulo 5 discorre sobre as conclusões finais acerca do estudo que 

permitiu avaliar a funcionalidade do Sistema de Separação e Tratamento de Óleo 

numa UEP, através do monitoramento das etapas intermediárias do processo por 

indicadores globais e do processo como um todo pelo Indicador Global de 

Funcionalidade Operacional. O capítulo 6 mostra sugestões para futuras pesquisas 

sobre o tema. 

Finalizando, constam ainda no corpo deste trabalho na seção Referências, a 

Bibliografia que fundamentou esta pesquisa e os Anexos. 
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1. REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 
 
1.1. O Petróleo 
 
1.1.1 Histórico no mundo 
 

O registro da participação do petróleo na vida do homem remonta a tempos 

bíblicos. Na antiga Babilônia, os tijolos eram assentados com asfalto e o betume era 

largamente utilizado pelos fenícios na calafetação de embarcações. Os egípcios o 

usaram na pavimentação de estradas, para embalsamar os mortos e na construção 

de pirâmides, enquanto gregos e romanos dele lançaram mão para fins bélicos. No 

Novo Mundo, o petróleo era conhecido pelos índios pré-colombianos, que o 

utilizavam para decorar e impermeabilizar seus potes de cerâmica. Os incas, os 

maias e outras civilizações antigas também estavam familiarizados com o petróleo, 

dele se aproveitando para diversos fins (THOMAS, 2004). 

O petróleo era conhecido já na Antiguidade, devido a exsudações e 

afloramentos freqüentes no Oriente Médio. No Antigo Testamento, é mencionado 

diversas vezes, e estudos arqueológicos demonstram que foi utilizado há quase seis 

mil anos. No início da Era Cristã, os árabes davam ao petróleo fins bélicos e de 

iluminação. O petróleo de Baku, no Azerbaijão, já era produzido em escala 

comercial, para os padrões da época, quando Marco Polo viajou pelo norte da 

Pérsia, em 1271 (CEPA, 1999). 

Até o final do século XIX, os Estados Unidos dominaram praticamente 

sozinhos o comércio mundial de petróleo, devido em grande parte à atuação do 

empresário John D. Rockefeller. A supremacia americana só era ameaçada, nas 

últimas décadas do século XIX, pela produção de óleo nas jazidas do Cáucaso, 

exploradas pelo grupo Nobel, com capital russo e sueco. Em 1901, uma área de 

poucos quilômetros quadrados na península de Apsheron, junto ao mar Cáspio, 

produziu 11,7 milhões de toneladas, no mesmo ano em que os Estados Unidos 

registravam uma produção de 9,5 milhões de toneladas. O resto do mundo produziu, 

ao todo, 1,7 milhão de toneladas. 

Segundo Thomas (2004) a busca do petróleo levou a importantes 

descobertas nos Estados Unidos, Venezuela, Trinidad, Argentina, Borneu e Oriente 

Médio. Até 1945 o petróleo produzido provinha dos Estados Unidos, maior produtor 

do mundo, seguido da Venezuela, México, Rússia, Irã e Iraque. Com o fim da 
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Segunda Guerra, um novo quadro geopolítico e econômico se delineia e a indústria 

do petróleo não fica à margem do processo. 

Ainda nos anos 50, os Estados Unidos continuam detendo metade da 

produção mundial, mas já começa a afirmação de um novo pólo produtor 

potencialmente mais pujante no hemisfério oriental. 

Em 1960, é criada a OPEP (Organização dos Países Exportadores de 

Petróleo), formada pelo Irã, Iraque, Kuwait, Arábia Saudita e Venezuela. Nos finais 

dessa década, a ameaça passa a realidade, e surge o primeiro embargo aos 

Estados Unidos e Grã-Bretanha, justificado pelo auxílio dado a Israel na Guerra dos 

Seis Dias. O embargo durou pouco tempo, assim como a guerra, mas o aviso estava 

dado para o futuro por parte dos países árabes (HENRIQUES, 2003). 

Na década de 70, ocorreram diversas nacionalizações nas indústrias 

petrolíferas árabes. Sem desejar serem reduzidas a meros compradores de petróleo, 

as companhias ocidentais introduziram uma nova figura jurídica para manter o seu 

"status": os "contratos de partilha da produção". Por eles, passaram a se associar à 

produção local do petróleo e a comercializar por sua própria conta uma parte da 

produção da jazida. A Guerra do Yom Kipur (1973), provocou o primeiro choque 

petrolífero mundial. A OPEP elevou o preço do barril em 70% e limitou a sua 

produção. No ano seguinte (1974), o Kuwait e o Qatar assumiram o controle (em até 

60%) das companhias que atuavam em seu território. A Arábia Saudita fez o mesmo 

antes de nacionalizar completamente a Arabian-American Oil Company (ARAMCO) 

em 1976.  

Nos anos 80 e 90, os avanços tecnológicos reduzem os custos de exploração 

e de produção, criando um novo ciclo econômico para a indústria petrolífera. 

Assim, ao longo do tempo, o petróleo foi se impondo como fonte de energia. 

Hoje, com o advento da petroquímica, além da grande utilização dos seus derivados, 

centenas de novos compostos são produzidos, muitos deles diariamente utilizados, 

como plásticos, borrachas sintéticas, tintas, corantes, adesivos, solventes, 

detergentes, explosivos, produtos farmacêuticos, cosméticos, etc. Com isso, o 

petróleo, além de produzir combustível, passou a ser imprescindível às facilidades e 

comodidades da vida moderna (THOMAS, 2004). 

 

 

 

http://www.clubeinvest.com/bolsa/show_futures_technical_analysis.php?id=148
http://pt.wikipedia.org/wiki/Guerra_do_Yom_Kipur
http://pt.wikipedia.org/wiki/1973
http://pt.wikipedia.org/wiki/1974
http://pt.wikipedia.org/wiki/Qatar
http://pt.wikipedia.org/wiki/Arabian-American_Oil_Company
http://pt.wikipedia.org/wiki/1976
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1.1.2 Histórico no Brasil 
 

A história do petróleo no Brasil começa em 1858, quando o Marquês de 

Olinda assina o Decreto n° 2.266 concedendo a José Barros Pimentel o direito de 

extrair mineral betuminoso para fabricação de querosene, em terrenos situados às 

margens do Rio Marau, na então província da Bahia. No ano seguinte, o inglês 

Samuel Allport, durante a construção da Estrada de Ferro Leste Brasileiro, observa o 

gotejamento de óleo em Lobato, no subúrbio de Salvador (THOMAS, 2004). 

A primeira sondagem foi realizada no município de Bofete no estado de São 

Paulo, entre 1892 e 1896, por iniciativa de Eugênio Ferreira de Camargo. Ele foi 

responsável pela primeira perfuração, até a profundidade de 488 metros, que teve 

como resultado apenas água sulfurosa. Em 1932 foi instalada a primeira refinaria de 

petróleo do país, a Refinaria Rio-grandense de Petróleo, em Uruguaiana, a qual 

utilizava petróleo importado do Chile, entre outros países. 

Nessa mesma década, a descoberta de importante riqueza foi cercada por 

uma série de medidas institucionais do governo brasileiro. Em 1938, a discussão 

sobre o uso e a exploração dos recursos do subsolo brasileiro viabilizou a criação do 

Conselho Nacional do Petróleo (CNP). Em suas primeiras ações, o CNP determinou 

várias diretrizes com respeito ao petróleo e determinou que as jazidas pertencessem 

à União. No ano seguinte, o primeiro poço de petróleo foi encontrado no bairro de 

Lobato (SOUZA, 2008). 

Apesar das descobertas em pequena escala, o surgimento dessa nova 

riqueza incentivou, em 1953, a oficialização do monopólio estatal sobre a atividade 

petrolífera e a criação da empresa estatal “Petróleo Brasileiro S.A.”, mais conhecida 

como PETROBRAS.  

Na década de 60, novas medidas ampliaram o grau de atuação da Petrobras 

na economia brasileira. No ano de 1968, a empresa passou a desenvolver um 

projeto de extração iniciando a exploração de petróleo em águas profundas. Após as 

primeiras descobertas, outras prospecções ampliaram significativamente a produção 

petrolífera brasileira. Em 1974, ocorreu a descoberta de poços na Bacia de Campos, 

a maior reserva de petróleo do país (SOUZA, 2008). 

Durante as décadas de 80 e 90, o investimento na produção de petróleo 

offshore possibilitou a descoberta de grandes campos produtores de petróleo na 

 

http://pt.wikipedia.org/wiki/Bofete
http://pt.wikipedia.org/wiki/S%C3%A3o_Paulo
http://pt.wikipedia.org/wiki/S%C3%A3o_Paulo
http://pt.wikipedia.org/wiki/1892
http://pt.wikipedia.org/wiki/1896
http://pt.wikipedia.org/w/index.php?title=Eug%C3%AAnio_Ferreira_de_Camargo&action=edit&redlink=1
http://pt.wikipedia.org/w/index.php?title=Sulfurosa&action=edit&redlink=1
http://pt.wikipedia.org/wiki/1932
http://pt.wikipedia.org/wiki/Refinaria_Rio-grandense_de_Petr%C3%B3leo
http://pt.wikipedia.org/wiki/Uruguaiana
http://pt.wikipedia.org/wiki/Chile
http://www.brasilescola.com/brasil/historia-do-petroleo-no-brasil.htm
http://www.brasilescola.com/brasil/historia-do-petroleo-no-brasil.htm
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Bacia de Campos, culminando com sucessivos recordes mundiais de perfuração de 

poços de maior profundidade, conforme Figura 1. 

 

 
Figura 1 - Evolução do recorde mundial de perfuração de poços.  

Fonte: THOMAS (2004) 

 

Em 2006, o volume de produção de petróleo conseguiu superar, pela primeira 

vez, o valor da demanda total da economia nacional.  

No ano de 2007, foi anunciada a descoberta de um novo campo de 

exploração petrolífera na chamada camada pré-sal. Essas reservas de petróleo são 

encontradas a sete mil metros de profundidade e apresentam imensos poços de 

petróleo em excelente estado de conservação. Se as estimativas estiverem corretas, 

essa nova frente de exploração será capaz de dobrar o volume de produção de óleo 

e gás combustível do Brasil (SOUZA, 2008). 

 

1.1.3 O processo de exploração e produção de petróleo offshore 

 

Segundo Leite (2009), o processo de exploração e produção de petróleo se 

configura em cinco fases: prospecção, perfuração, completação, produção e 

transporte. 

A prospecção consiste em avaliar a estrutura do subsolo para identificação de 

áreas com alta probabilidade de reservas de petróleo, denominadas reservatórios.  

 

http://www.brasilescola.com/brasil/historia-do-petroleo-no-brasil.htm
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A perfuração é o conjunto de operações necessárias para construção de 

poços que levarão o petróleo do subsolo para a superfície.  

O processo de completação trata da preparação do poço perfurado para 

colocá-lo em produção.  

As operações de produção estão ligadas a produção do petróleo dos poços já 

perfurados e o transporte está relacionado à logística de exportação do petróleo 

produzido. 

A exploração de petróleo envolve estudos de duas ciências: a Geologia, a 

qual analisa as características das rochas prevendo seu comportamento em grandes 

profundidades e a Geofísica que analisa o subsolo, selecionando áreas com 

condições favoráveis para a existência de um campo de petróleo. 

Ainda segundo Leite (2009), as pesquisas geológicas e geofísicas que 

precedem a decisão de perfurar um  poço de avaliação do potencial de volume de 

petróleo existente em um dado reservatório, denominado poço pioneiro ou poço 

exploratório, utilizam métodos de estudos que permitem caracterizar as camadas de 

rocha existentes, orientando a tomada de decisão sobre a etapa de perfuração de 

demais poços produtores. 

Para Choeuri Junior (1991), somente com a perfuração de um poço pioneiro é 

que os especialistas poderão ter certeza da presença de petróleo no local. A decisão 

de entrada em produção é tomada somente se as perspectivas do reservatório 

justificarem os pesados investimentos para a montagem do empreendimento, ou 

seja, se o volume de petróleo aproveitável for comercialmente viável. Destaca-se 

que nem todo petróleo existente no reservatório é produzido, permanecendo no local 

aguardando que novas técnicas sejam desenvolvidas para sua extração. 

O projeto de desenvolvimento de um campo de petróleo envolve o 

delineamento da área do reservatório a ser explorada, levando a perfuração de 

diversos poços. Em ambiente offshore, essa perfuração pode ser feita por 

plataformas fixas, flutuantes ou navios-sonda. 

Após o processo de perfuração e completação, o poço estará apto a ser 

conectado a UEP. 

Para executar a interligação do poço com a UEP, utiliza-se um equipamento 

de segurança denominado Árvore de Natal. No caso de produção de petróleo 

offshore, este equipamento usualmente encontra-se no fundo do mar, sendo 

caracterizado como Árvore de Natal Molhada (ANM). 
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A ANM é um equipamento instalado no fundo do mar, constituído 

basicamente por um conjunto de válvulas com objetivo de controle do fluxo do poço 

e fechamento do mesmo, em casos de emergência.  

Na etapa de produção de petróleo, têm-se dois tipos de poços produtores: 

aqueles que produzem hidrocarbonetos naturalmente, ou seja, pela própria diferença 

de pressão entre o reservatório e a pressão do fundo do poço. Estes poços são 

denominados poços surgentes. Há poços que dependem de métodos que 

aumentem a diferença entre a pressão do reservatório e a pressão do fundo do 

poço. O método de recuperação mais empregado em unidades offshore é o gas lift.  

O gas lift é o método de elevação artificial que utiliza a energia contida em um 

gás comprimido para elevar os fluidos (óleo e/ou água) até a superfície (THOMAS, 

2004). 

Além de poços produtores, as UEPs possuem poços injetores. Esses poços 

são utilizados para injeção de água do mar e/ou água produzida com objetivo de 

manter a pressão no reservatório, possibilitando um aumento na recuperação de 

petróleo. 

Dentre os diversos tipos de UEPs existentes, há dois tipos que são 

preferencialmente utilizados pelo cenário atual de produção de petróleo offshore em 

águas profundas: as plataformas Semi-Submersíveis (SS) e as plataformas de 

produção e armazenamento Floating Production Storage and Offloading (FPSO).  

A Figura 2 mostra uma plataforma SS a qual se caracteriza pela instalação da 

planta de processamento primário no convés de um sistema flutuante, ancorado em 

uma locação determinada. 

 
Figura 2 – Modelo de Plataforma SS 

Fonte: PETROBRAS, 2012a 
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A Figura 3 mostra uma plataforma FPSO a qual produz, separa e trata o 

petróleo na planta de processamento primário armazenando-o posteriormente nos 

tanques de carga até o momento da transferência para um navio aliviador, operação 

denominada offloading.  

 

 
Figura 3 – Modelo de Plataforma FPSO 

Fonte: PETROBRAS, 2012b 

 

Assim sendo, a UEP modelo FPSO possui uma maior autonomia operacional 

em relação ao modelo SS, a qual não possui tanque de armazenamento de petróleo 

produzido. 

 

1.1.4 Constituintes do Petróleo 
 

Para Thomas (2004), petróleo no estado líquido é uma substância oleosa, 

inflamável, menos densa que a água, com cheiro característico e cor variando entre 

o negro e o castanho-claro sendo constituído, basicamente, por uma mistura de 

compostos químicos orgânicos (hidrocarbonetos). Quando a mistura contém uma 

maior porcentagem de moléculas pequenas seu estado físico é gasoso e quando a 

mistura contém moléculas maiores seu estado físico é líquido, nas condições 

normais de temperatura e pressão. 

A American Society for Testing and Materials (ASTM) define o petróleo como 

uma mistura de hidrocarbonetos de origem natural, geralmente no estado líquido, 

contendo ainda compostos de enxofre e outros elementos. 
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As características dos petróleos variam grandemente de acordo com a região 

produtora e portanto tanto sua composição química quanto sua aparência podem 

variar muito. Seu aspecto pode ser viscoso, com tonalidades desde o castanho-

escuro até o preto, passando pelo verde (ÍNDIO DO BRASIL et al., 2011). 

Ainda segundo Índio do Brasil et al. (2011) a composição elementar do 

petróleo varia muito pouco conforme ilustrado na Tabela 1, o que explica o fato do 

petróleo ser constituído de séries homólogas de hidrocarbonetos, que são 

substâncias compostas por átomos de carbono e hidrogênio, com tamanho de 

cadeia que vão desde um átomo de carbono – o metano – até 60 ou mais. 

 
Tabela 1 - Análise elementar do petróleo cru típico (% em peso) 

Fonte: ÍNDIO DO BRASIL et al. (2011) 

Hidrogênio 11-14% 

Carbono 83-87% 

Enxofre 0,006-8% 

Nitrogênio 0,11-1,7% 

Oxigênio 0,1-2% 

Metais Até 0,3% 

 

Os hidrocarbonetos são compostos orgânicos formados por carbono e 

hidrogênio. De acordo com sua estrutura, são classificados em saturados, 

insaturados e aromáticos. Os hidrocarbonetos saturados, também denominados de 

alcanos ou parafinas, são aqueles cujos átomos de carbono são unidos somente por 

ligações simples e ao maior número possível de átomos de hidrogênio, constituindo 

cadeias lineares, ramificadas ou cíclicas, interligadas ou não. Os hidrocarbonetos 

insaturados, também denominados de olefinas, apresentam pelo menos uma dupla 

ou tripla ligação carbono-carbono, enquanto que os hidrocarbonetos aromáticos, 

também chamados de arenos, apresentam pelo menos um anel de benzeno na sua 

estrutura. 

Índio do Brasil et al. (2011) relata que além dos hidrocarbonetos, o petróleo 

contém os não-hidrocarbonetos que abrangem principalmente os asfaltenos e 

resinas, compostos de alta massa molecular e elevado teor de heteroátomos, como 

por exemplo enxofre, nitrogênio e oxigênio, além de contaminantes inorgânicos 

constituídos de água, sais e sulfeto de hidrogênio. 
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A forma mais utilizada para qualificar um petróleo no mercado é através da 

sua densidade relativa utilizando o grau API. 

O grau API é uma escala hidrométrica criada pelo American Petroleum 

Institute (API), utilizada para medir a densidade relativa de óleos e derivados, e 

como o petróleo se trata de um óleo viscoso, pode-se usá-la para classificá-lo.  

 Quanto maior o grau API, maior o valor do produto no mercado. O API é 

maior quando o petróleo é mais leve, como por exemplo, o petróleo classificado 

como médio é mais caro que o pesado.  

A caracterização como petróleo leve, médio ou pesado não obedece a uma 

regra pré-estabelecida. Normalmente petróleos leves possuem grau API maior que 

30, petróleos médios grau API variando entre 22 a 30 e petróleos pesados grau API 

menores que 22. 

 

1.1.5 Fluidos Produzidos 
 

Um comportamento padrão esperado para um reservatório de óleo é que ele 

produza óleo, gás natural e água. Assim, um reservatório típico apresenta uma 

vazão de produção de óleo, uma vazão de produção de gás e uma vazão de 

produção de água. 

A Figura 4 ilustra, de maneira esquemática, a distribuição de fases no interior 

de um reservatório típico de petróleo. 
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Figura 4 - Fluidos em um reservatório 

Fonte: GILVAN JUNIOR (2008).  

 

Por conta desta configuração no reservatório e das condições necessárias 

para a produção, não apenas óleo e gás são produzidos, mas também água e 

sedimentos (areia e outras impurezas sólidas em suspensão) em quantidades 

variadas. Além destes, deve-se considerar que outros compostos não 

hidrocarbônicos também podem estar presentes no sistema (KUNERT et al., 2007). 

O gás é produzido em quantidade e composição variada e percorre as 

tubulações de produção como bolhas arrastadas no óleo. Alternativamente, 

gotículas de óleo podem ser arrastadas como névoa no gás. 

A água de formação pode ser levada pelo gás na forma de vapor. Quando no 

estado líquido, pode ser produzida como água livre, dissolvida ou emulsionada como 

gotículas dentro do óleo. Mesmo a água livre separada, além dos sais presentes, 

contém sedimentos, gases dissolvidos e óleo arrastado (KUNERT et al., 2007). 

A água livre é relativamente fácil de separar, por decantação enquanto que a 

água dissolvida normalmente não é removida da corrente de petróleo, sendo 

removida somente na etapa de refino. Por outro lado, a água emulsionada requer 

tratamentos especiais para sua remoção. A Figura 5 mostra os fluidos produzidos 

em uma UEP. 
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Figura 5 - Fluidos Produzidos 

 

Emulsões são definidas como dispersões termodinamicamente instáveis de 

uma fase dispersa dentro de uma fase contínua. Cada tipo de sistema recebe uma 

denominação. Sistemas com uma fase sólida dispersa em uma fase líquida são 

denominados suspensões, sistemas com uma fase gás dispersa em uma fase 

líquida são chamadas de espumas e sistemas com dois líquidos imiscíveis são 

denominadas emulsões (MYERS, 1999). 

Há, de um modo geral emulsões do tipo óleo-em-água (O/A), onde a água é a 

fase externa e emulsões do tipo água-em-óleo (A/O), onde o óleo é a fase externa.  

O tratamento das emulsões água-óleo nas indústrias de petróleo é um dos 

problemas do processamento encontrados tanto em sistemas de produção como em 

refinarias. Em sistemas de produção de petróleo, onde a emulsão é gerada durante 

o processo de produção, ou em refinarias, onde esta emulsão é, deliberadamente, 

criada, os fatores econômicos forçam para que se gerem mecanismos de eliminação 

da mesma, consequentemente, levando a uma maximização da separação óleo-

água. 

Como o interesse econômico é somente na produção de hidrocarbonetos 

(óleo e gás), há necessidade de dotar os campos (marítimos ou terrestres) de 

facilidades de produção, que são instalações destinadas a efetuar o processamento 

primário dos fluidos, ou seja, a separação gás/óleo/água, que será vista com mais 

detalhes ao longo deste trabalho. 
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1.1.6 Processamento Primário de Petróleo 
 

A maioria dos poços perfurados é composta de óleo, gás e água produzida. 

Assim sendo, faz-se necessário efetuar sua separação. Esta etapa constitui a fase 

de processamento do petróleo extraído. Nesta fase, cada componente passará por 

vários processos separadamente, diferindo apenas de acordo com o tipo de 

plataforma, poço e petróleo (PESSANHA, 1994). 

Para Índio do Brasil et al. (2011), entende-se por Processamento Primário de 

Petróleo a primeira etapa, ainda na fase de produção, pela qual o petróleo passa 

depois do reservatório e atinge a superfície. 

Assim, o processamento primário da produção tem como finalidade: 

• Promover a separação óleo/gás/água; 

• Tratar ou condicionar os hidrocarbonetos para que possam ser transferidos 

para as refinarias ou Unidades de Processamento de Gás Natural; 

• Tratar a água para que seja efetuado o destino ambientalmente mais 

aceitável. 

De acordo com os estudos de reservatório e de viabilidade técnico-

econômica, um sistema de produção poderá ter uma planta de processamento bem 

simples ou mais complexa. As plantas simplificadas efetuam apenas a separação 

gás/óleo/água, enquanto as mais completas incluem tratamento e estabilização do 

óleo, condicionamento e compressão do gás, tratamento da água oleosa, além do 

tratamento de água para injeção no reservatório e descarte. 

A Figura 6 mostra um esquema com as principais etapas do processamento 

primário que ocorre na região produtora de petróleo. 
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Figura 6 – Esquema Básico do Processamento Primário de Fluidos Produzidos 

Fonte: GERSCOVICH (2010) 

 

Segundo Ramis (2009), para que o tratamento seja possível, diversas 

operações e equipamentos são necessários. Cada módulo possui uma função 

específica, de forma a garantir a qualidade dos fluidos produzidos. A função de cada 

módulo é apresentada abaixo: 

a) Separação: separação gás-líquido e a separação da água livre ou 

desemulsionada presente no petróleo. É constituído de separadores bi ou trifásico; 

b) Tratamento de óleo: quebra da emulsão água-óleo e sua separação. É 

constituído de tratadores eletrostáticos; 

c) Recuperação de Vapor: garantir que a Pressão de Vapor Reid (PVR) do 

óleo esteja abaixo de 69 KPa (kilopascal) através da separação gás-líquido 

atmosférica em separadores bifásicos. O gás separado é comprimido e enviado para 

o sistema de compressão principal. Este sistema é constituído de separadores, 

resfriadores e compressor booster; 

d) Depuração e filtração: retirar o líquido que possa ter sido arrastado pelo 

gás e separar o líquido condensado no resfriamento. Constituído de separadores e 

resfriadores; 

e) Dessulfurização ou adoçamento: retirada do CO2 (gás carbônico) e H2S 

(ácido sulfídrico) produzidos, para especificar o gás para exportação. Tipicamente é 
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realizada uma absorção em MEA (metil-etil amina), DEA (di-etil amina) ou MDEA 

(metil-dietilamina); 

f) Compressão: comprimir o gás, para que este possa ser exportado. 

Constituído de separadores bifásicos (depuradores), resfriadores e compressores; 

g) Gás combustível: Tratamento do gás produzido, para adequação e 

posterior uso em turbogeradores para geração de energia. Constituído de 

permutadores de calor e separadores bifásicos; 

h) Desidratação: desidratar o gás produzido, de forma a prevenir a formação 

de hidratos. Tipicamente é realizada uma absorção com TEG (TrietilenoGlicol); 

i) Tratamento de água produzida: tratamento da água, para especificação 

para descarte ou reinjeção. É tipicamente constituído de hidrociclones e flotadores. 

Além desses sistemas, há um sistema de suma importância instalado em uma 

UEP que tem uma contribuição fundamental para o aumento na recuperação de 

petróleo. Trata-se do sistema de Captação e Injeção de água do mar.  

Para Thomas (2004), os reservatórios que retém grandes quantidades de 

hidrocarbonetos após a exaustão de sua energia natural, são candidatos ao 

emprego de processos que visam uma recuperação adicional de petróleo. Esses 

processos são chamados de Métodos de Recuperação. A injeção de água do mar 

em reservatórios é caracterizada como um Método de Recuperação Secundária. 

Ainda segundo Thomas (2004), não é necessário esperar o declínio total da 

produção para se começar a injeção de fluidos. A prática de injeção de água já no 

início da produção tem por objetivo manter a pressão no reservatório em níveis 

elevados, preservando a característica dos fluidos e do fluxo, maximizando a 

recuperação de óleo. 

 

1.2. Processos de Produção de Petróleo 
 
1.2.1 Sistemas de separação e tratamento de óleo 
 

O interesse pela separação água-óleo teve início por volta de 1850. O objetivo 

naquela época era a recuperação do sal, presente na água, e não do petróleo. Para 

separar a água do petróleo era necessário deixá-los sedimentar em tambores 

abertos e então drenar a água separada e descartar o petróleo como rejeito. Com o 
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advento da indústria do petróleo em 1865, a água tornou-se o contaminante e o 

petróleo passou a ser o produto (TAVARES, 2003). 

O Sistema de Separação e Tratamento de Óleo em uma UEP envolve 

equipamentos e produtos químicos que possuem por objetivo remover a água livre 

do petróleo e efetuar a quebra de emulsões. 

Índio do Brasil et al. (2011) mencionam que os fluidos provenientes do 

reservatório chegam a UEP e passam por um sistema de separação, que pode ser 

simples ou complexo, dependendo da capacidade de produção e das características 

do campo produtor. 

Ao longo dos anos, as técnicas de separação óleo-água foram se 

desenvolvendo, principalmente após o descobrimento da formação de emulsões. 

Assim sendo, as técnicas tradicionais de separação gravitacional foram sendo 

complementadas por técnicas de separação eletrostática que inicialmente foram 

desenvolvidas em refinarias. Com a descoberta no Brasil de reservatórios offshore 

com petróleos de baixo grau API, houve a necessidade de utilizar a tecnologia 

eletrostática em UEPs. 

O tratamento das emulsões água-óleo nas indústrias de petróleo é um dos 

problemas do processamento encontrados tanto em sistemas de produção como em 

refinarias. Em sistemas de produção, onde a emulsão é gerada durante o processo 

de produção, os fatores econômicos forçam para que se crie um mecanismo de 

eliminação da mesma, conseqüentemente, levando a uma maximização da 

separação óleo-água, aumentando a recuperação de óleo. Além disso, a remoção 

de água e sais no petróleo se torna necessária em UEPs devido ao sal/água 

aumentarem os problemas de corrosão e incrustação em oleodutos e tanques e 

equipamentos de processo, o que pode levar a perdas de produção e altos custos 

de manutenção. 

Segundo Dos Santos (2009) a segregação gravitacional é o princípio mais 

simples e antigo, vastamente empregado no tratamento de emulsões de petróleo. 

Devido à imiscibilidade apresentada entre as fases constituintes, a diferença de 

densidade faz com que, na medida em que ocorre a coalescência e formação de 

gotas de maior diâmetro, haja sedimentação do componente mais pesado, por ação 

gravitacional, ocasionando assim a separação. A força de resistência a este 

movimento advém do atrito exercido entre a gota a e o fluido constituinte da fase 

contínua e das forças interativas impostas ao sistema. A equação 01 descrita por 
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Stokes traduz a velocidade de sedimentação de uma gotícula de água em óleo, para 

uma dispersão suficientemente diluída, em que a força gravitacional se iguala à força 

de atrito. 

 

0

2

1 8µ
ρρ dg

v oA −=
           (01) 

 

Onde: 

 

v: velocidade de sedimentação da gotícula (cm/s); 

ρo: densidade do óleo na temperatura de tratamento (g/cm3); 

ρA: densidade da água na temperatura de tratamento (g/cm3); 

g: aceleração do campo gravitacional (cm2/s); 

d: diâmetro da gotícula (cm); 

µo: viscosidade absoluta do óleo (cP). 

 
Assim pela equação verifica-se que: 

 

• Quanto maior o diâmetro da gota, maior é a velocidade de sedimentação, ou 

ainda, menor o tempo de sedimentação e, por isto, mais fácil é a remoção da 

água; 

• Quanto maior a diferença de densidade entre os dois constituintes, maior 

também será a velocidade de sedimentação da gota. Normalmente, os óleos 

mais leves, apresentam tratabilidade maior que os óleos mais pesados; 

• Quanto maior a viscosidade da fase contínua, no caso o óleo, menor é a 

velocidade de sedimentação da gota, aumentando o tempo requerido para a 

separação plena das fases. Com o aumento de temperatura diminui-se a 

viscosidade, tornando-se mais fácil tratar petróleos a temperaturas elevadas 

do que a temperaturas menores. 

 

No caso de petróleos de baixo grau API, tem-se em grande parte uma 

emulsão mais estável acarretando dificuldades maiores de separação. Logo há 

necessidade de processos de aquecimento para enfraquecimento das emulsões 

 



35 
 

bem como a utilização de produtos químicos desemulsificantes para favorecer o 

coalescimento das gotas de água presentes na fase óleo. 

O sistema de separação e tratamento de óleo em um UEP envolve os 

seguintes equipamentos principais: 

 

• Trocadores de calor: Responsáveis pelo aumento da temperatura do petróleo 

proveniente do reservatório com objetivo de enfraquecimento da emulsão 

presente; 

• Separador Gravitacional: Tem a função de efetuar a separação da água livre 

que chega juntamente com o petróleo. 

• Tratador Eletrostático: Equipamento que trabalha com um campo elétrico 

tendo por finalidade efetuar a coalescência das gotas de água que se 

encontram emulsionadas.  

 

Além destes equipamentos, há necessidade de utilização dos seguintes 

produtos químicos neste sistema: 

 

• Desemulsificante: Responsável pelo enfraquecimento da emulsão água-óleo, 

trabalhando na desestabilização dos agentes emulsionantes presentes no 

petróleo (normalmente resinas e asfaltenos); 

• Antiespumante: Responsável por evitar o arraste de óleo para a corrente de 

gás; 

• Inibidor de Incrustação: Responsável por evitar a formação de incrustações 

principalmente de sulfato de cálcio e carbonato de cálcio nas tubulações e 

equipamentos. A formação da incrustação está relacionada ao aumento do 

teor de água produzida, sendo portanto mais significativa com o aumento do 

BS&W; 

 

Ao chegar na UEP, o petróleo logo recebe a adição de desemulsificante e 

antiespumante. Essa adição já ocorre na chegada dos poços produtores de forma a 

aumentar o tempo de ação dos produtos químicos. Após a adição destes produtos, o 

petróleo passa por um processo de aquecimento. 
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Os permutadores de calor têm a função de aquecer a mistura de fluidos (óleo, 

água e gás) até a temperatura ideal de separação. Esta temperatura depende do 

tipo de óleo produzido, ou seja, do seu grau API, pois quanto mais pesado o óleo, 

mais estáveis são as emulsões e, consequentemente, maiores são as temperaturas 

necessárias à separação. Normalmente, as temperaturas típicas de separação estão 

situadas na faixa de 80 a 100 °C (Celsius). O aquecimento da mistura a ser 

separada é feito em duas etapas, sendo a primeira etapa de pré-aquecimento, 

utilizando um ou mais permutadores de placas e a segunda com o chamado 

aquecedor de produção, que se trata de um trocador de calor casco e tubo 

responsável pelo atendimento à temperatura de separação desejada. 

Os separadores gravitacionais são equipamentos que possuem dispositivos 

internos que aceleram o processo de separação. Os separadores podem ser 

bifásicos, separando somente o líquido do gás, ou trifásicos que separam óleo, gás 

e água (THOMAS, 2004). 

Um parâmetro importante para a definição da planta de processamento de 

fluidos da unidade é a definição do número de estágios de separação, uma vez que 

quanto maior o número de estágios, maior será o incremento no volume de líquido 

recuperado e menor a potência requerida para o sistema de compressão. Todavia, a 

depender das características do óleo, há uma quantidade adequada de separadores, 

que dificilmente excede a dois.  

A emulsão (A/O) proveniente do separador gravitacional a ser tratada é 

submetida a aquecimento e a ação de campos elétricos (em tratadores 

eletrostáticos), com a finalidade de remover a água que se encontra presente no 

petróleo constituindo uma emulsão.  

A maior dificuldade existente na realização desse processo em unidades 

marítimas é a impossibilidade de se dispor de grandes tempos de residência, o que 

favorece a separação água/óleo. Entretanto, a utilização de campos elétricos 

contínuos e alternados, em tratadores eletrostáticos, associados ao aquecimento e 

aos desemulsificantes conseguem adequar o petróleo às especificações exigidas 

para processamento.    

O óleo tratado proveniente dos tratadores eletrostáticos é enviado para os 

separadores atmosféricos dimensionados para fornecer tempo de residência 

suficiente para a separação do gás residual da fase líquida oleosa. A vazão de 

exportação de óleo é então determinada na estação de medição de óleo. 
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A água livre retirada nos separadores gravitacionais e nos tratadores 

eletrostáticos é enviada para o sistema de tratamento de água produzida. 

O gás proveniente do separador atmosférico e do separador gravitacional é 

enviado para o Sistema de Compressão e Tratamento de Gás. 

A Figura 7 mostra o processo de separação e tratamento de óleo de forma 

simplificada. 
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Figura 7: Fluxograma simplificado do processo de separação e tratamento de óleo. 

 

 

1.2.2  Sistema de compressão e tratamento de gás 
 

Pela Lei Federal nº 9478/97, o gás natural é definido como “a porção do 

petróleo que existe na fase gasosa ou em solução no óleo, nas condições originais 

de reservatório, e que permanece no estado gasoso nas condições atmosféricas de 

pressão e temperatura”.  

Trata-se de um combustível fóssil formado por uma mistura de 

hidrocarbonetos leves saturados na qual o metano é predominante, além de etano, 

propano e butano em proporções consideráveis. 

Todos os componentes encontrados no gás natural que não sejam 

hidrocarbonetos são classificados como contaminantes e agrupam-se em três 

grandes grupos: os inertes (que não apresentam reatividade química com os 

hidrocarbonetos presentes, como o nitrogênio), os gases ácidos (que formam uma 

Petróleo 
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solução de características ácidas na presença de água, como o CO2 e os compostos 

de enxofre) e o vapor d’água (cuja presença deve ser limitada para evitar formações 

de hidratos e corrosão). 

Em plataformas que produzem gás associado, o sistema de compressão e 

condicionamento de gás tem a função de comprimir o gás separado do petróleo até 

a máxima pressão necessária para sua utilização ou transporte, além de condicioná-

lo de forma a poder ser utilizado ou transportado em condições seguras. Em geral, o 

uso do gás que requer a maior pressão é o gas lift, sendo esta a pressão final de 

compressão da planta de gás. Normalmente esta pressão fica em torno de 19613 

KPa. Caso não haja previsão do uso de gas lift na unidade e a compressão tenha 

finalidade apenas de transporte de gás, pressões bem menores são requeridas. 

Após a separação do gás nos separadores gravitacionais, este é 

encaminhado para o sistema de compressão. Em unidades marítimas, a separação 

normalmente ocorre na faixa de pressão entre 588 a 981 KPa. Dessa forma, 

costuma-se empregar 2 ou 3 estágios de compressão para se elevar o gás até sua 

pressão final. 

De acordo Vaz, Maia, Santos (2008), os processos unitários normalmente 

utilizados para condicionamento de gás natural são: 

 i) a separação primária entre óleo, gás, água e areia por decantação em um 

vaso separador; 

 ii) a depuração para remoção de partículas oleosas arrastadas que 

ocasionam graves problemas aos compressores de gás;  

iii) a filtração para retirada de partículas sólidas que comprometem a 

integridade física do sistema de transporte do gás natural;  

iv) a dessulfurização e remoção de CO2 para garantir segurança operacional, 

qualidade e especificação do gás, bem como, evitar processos corrosivos;  

v) a desidratação do gás para prevenir a corrosão e a redução da capacidade 

dos gasodutos decorrente da formação de hidratos;  

vi) a compressão para promover o escoamento do gás do centro produtor ao 

centro processador;  

vii) a injeção de inibidor de hidrato para prevenir obstrução de tubulações e 

transtornos operacionais. 
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A desidratação do gás natural por absorção com trietilenoglicol é a tecnologia 

mais utilizada na indústria do petróleo de acordo com Campbell (2001) e Kidnay e 

Parrish (2006).  

A desidratação tem como principais objetivos especificar o gás natural para 

exportação de acordo com os contratos de vendas (ponto de orvalho e teor de 

água), bem como, minimizar problemas de condensação de água livre, de corrosão 

e de formação de hidratos (CAMPBELL, 2001; KIDNAY e PARRISH, 2006).  

Após o processo de compressão e remoção de contaminantes, o gás está 

pronto para ser utilizado na própria UEP, ser exportado e ser utilizado como gas lift. 

A Figura 8 mostra o Sistema de Separação e Tratamento de Gás Simplificado 

em um UEP. 
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Figura 8: Fluxograma simplificado do processamento primário de gás natural. 

 
1.2.3 Sistema de tratamento de água produzida  
 

O tratamento da água oleosa proveniente dos separadores de produção e 

tratadores eletrostáticos tem por finalidade recuperar parte do óleo emulsionado à 

água a fim de condicioná-la para descarte ou injeção. 

O sistema de tratamento da água produzida mais utilizado pela indústria do 

petróleo atualmente é constituído de baterias de hidrociclones e flotadores a gás 

(KUNERT et al., 2007). 
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No hidrociclone, a água oleosa é introduzida tangencialmente na região de 

maior diâmetro do hidrociclone, sendo direcionada ao trecho de menor diâmetro em 

fluxo espiral, criando uma força centrífuga que força os componentes mais pesados 

(água e sólidos) contra as paredes. 

A flotação procura recuperar o resíduo de óleo através de separação 

gravitacional auxiliada pelo borbulhamento de gás combustível de baixa pressão no 

fundo do vaso flotador. As bolhas de gás, ao se aderirem às gotículas de óleo, 

reduzem sua densidade fazendo com que estas subam à superfície, separando o 

óleo da água.  

Após passagem pelos hidrociclones e flotadores, a água produzida encontra-

se apta a ser descartada no mar e/ou reinjetada no reservatório. 

A Figura 9 mostra o Sistema de Tratamento de Água Produzida Simplificado 

em um UEP. 
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Figura 9: Fluxograma simplificado do processamento primário de água produzida. 

 
1.2.4 Sistema de tratamento de água de injeção 
 

Dentre as inúmeras estratégias de recuperação de óleo de um determinado 

reservatório, a injeção de água é amplamente utilizada na indústria do petróleo por 

ser um método bastante eficiente de reposição da energia primária do reservatório 

que, à medida que a produção avança, vai sendo dissipada, sendo de fundamental 

importância a sua reposição, para que se possam obter maiores recuperações finais 

de petróleo. As principais razões para a larga utilização deste método de 

recuperação de óleo são: disponibilidade de água, baixo custo operacional em 
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relação à injeção de outros fluidos, facilidade operacional deste tipo de injeção, alta 

eficiência com que a água desloca o óleo e também o fato desta tecnologia ser bem 

conhecida (ALENCAR FILHO, BORBA e PREDA, 2008). 

Ainda segundo Alencar Filho, Borba, Preda (2008), a água a ser injetada nos 

reservatórios produtores de petróleo, normalmente tem uma das seguintes origens: 

água superficial, água do mar, água produzida juntamente com o petróleo, água 

captada nos aqüíferos, ou ainda, água obtida nos terminais e refinarias de petróleo. 

A injeção de água ou método de recuperação convencional é o método mais 

utilizado em alto mar para suprimir a carência energética natural de muitos 

reservatórios. Além de atuar como fluido deslocador do óleo, a água do mar possui a 

vantagem de ser encontrada em abundância e com baixo custo de obtenção e 

tratamento.  

Nos campos de petróleo, a injeção da água do mar é efetuada através de 

bombas, sob uma pressão suficiente para superar a pressão do reservatório. A 

vazão de injeção é determinada em função de algumas variáveis relacionadas à 

geometria do poço, parâmetros da formação e outras variáveis como índice de 

injetividade do poço, estado de pressão do reservatório, quantidade de poços em 

relação à potência das bombas de injeção, entre outras (SANTOS, 2003). 

Ainda segundo Santos (2003), a água de injeção (água do mar) deve passar, 

entretanto, por todo um processo de tratamento com o objetivo de redução de 

sólidos em suspensão, oxigênio dissolvido e bactérias, para serem evitados 

problemas como corrosão nas colunas de injeção, ação bacteriana no meio e 

plugueamento dos poços injetores  

Os tratamentos realizados na água do mar são importantes para que esta 

possua uma boa qualidade, reduzindo a ocorrência de problemas na produção, 

inerente ao uso de uma água de injeção fora de especificação.  

Alguns tratamentos são exemplificados a seguir:  

− Remoção de sólidos suspensos: O tratamento preventivo para coibir o efeito 

de sólidos suspensos consiste na filtração da água de injeção, o que pode ser feito 

através de filtros de leito misto (composto de areia com granulometria selecionada, 

dispostos em camadas adjacentes) e filtros de cartucho (unidades compostas de 

dezenas de cartuchos industriais);  

− Remoção do oxigênio: A remoção do oxigênio pode ocorrer por via física 

através de um fluxo reverso de gás natural (que ocorre em grandes vasos verticais 
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denominados torres desaeradoras) ou através de seqüestrantes químicos (como 

bissulfito de sódio);  

− Remoção de bactérias: O tratamento contra a presença bactérias pode ser 

realizado com a adição de biocidas. Se a remoção for impossível, faz-se uso de 

dreno permanentemente aberto evitando assim a estagnação da água de injeção 

nestes locais. 

Um problema causado pela injeção de água do mar é a formação de 

incrustações, ocasionadas quando há mistura entre a água de injeção (rica em 

sulfato) e a água da formação (rica em cálcio, bário e estrôncio). Neste caso, os 

sistemas de injeção de água do mar tem sido projetados com Unidades de Remoção 

de Sulfato (URS) que utilizam membranas de nanofiltração para remoção dos íons 

sulfato presentes na água do mar, permitindo que essa água seja injetada 

dessulfatada. 

Um sistema típico de tratamento de água do mar para injeção em uma UEP 

com URS é mostrado na Figura 10 

 

 
 

Figura 10: Fluxograma simplificado de captação e injeção de água do mar. 
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1.3. Indicadores  

 
 
1.3.1 Conceitos e principais aspectos 
 

O termo indicador vem do latim indicare que pode ser traduzido como 

descobrir, apontar, anunciar, estimar ou valorar (HAMMOND et al., 1995). 

A Organização para a Cooperação e Desenvolvimento Econômico 

(Organization for Economic Cooperation and Development), OCDE, entende um 

indicador como um parâmetro, ou valor derivado de parâmetros, que fornece 

informações sobre o estado de um fenômeno (OCDE, 2002). 

O indicador ajuda a compreender onde se está, qual o caminho a ser seguido 

e a que distância se está da meta estabelecida. Um bom indicador ajuda a identificar 

os problemas antes que se tornem insuperáveis e auxiliam na sua solução. Para que 

um indicador seja efetivo é necessário que seja relevante, refletindo o sistema que 

precisa ser conhecido, fácil de ser entendido, confiável e baseado em dados 

acessíveis (KRAMA, 2009). 

O indicador pode ser considerado como urna variável do sistema estudado, 

relacionada com outra variável que não pode ser diretamente estudada (VAN 

BELLEN, 2002).  

As variáveis são uma representação operacional de um atributo (qualidade, 

característica, propriedade) de um sistema. Os indicadores são variáveis e os dados 

são as reais medições ou observações (GALLOPIN, 1996).  

Embora os indicadores sejam apresentados na maioria das vezes em forma 

de estatísticas ou gráficos, eles são distintos dos dados primários. Segundo 

Hammond et al. (1995), os indicadores e índices mais agregados estão no topo de 

uma pirâmide de informações cuja base são os dados primários derivados do 

monitoramento e da análise das medidas e informações conforme Figura 11. 
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Figura 11 – Pirâmide de Informações          

Fonte: HAMMOND et al., 1995 

 

Uma variável e, consequentemente, um indicador, é uma representação 

abstrata de um atributo real, e quanto mais a variável se aproximar deste atributo ou 

realidade mais significativa e relevante ela será dentro de um processo de tomada 

de decisão. 

Segundo Gallopin (1996), os indicadores mais importantes são os que 

resumem ou simplificam as informações significativas e tornam aparentes 

fenômenos reais possibilitando que se quantifiquem, se meçam e se comuniquem 

ações relevantes. A característica mais importante de um indicador em relação a 

outras fontes de informação é a sua relevância para a política e para o processo de 

tomada de decisão. Para ser representativo, um indicador tem que ser considerado 

essencial não só pelos tomadores de decisões, mas também pelos diversos agentes 

relacionados ao processo. 

Segundo Van Bellen (2002), as principais funções dos indicadores são: 

 

• Avaliação de condições e tendências; 

• Comparação entre lugares e situações; 

• Avaliação de condições e tendências em relação a metas e objetivos; 

• Antecipar futuras condições e tendências; 

 

Um indicador é um instrumento que aponta para um problema ou uma 

condição. Sua função é mostrar se o progresso de um sistema em direção as suas 

metas é positivo. 

Segundo Bell e Morse (2003), um indicador desejável deve ser, por exemplo: 
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• Específico (claramente relacionado com resultados); 

• Mensurável (implicando que deva ser quantitativo); 

• Utilizável (prático); 

• Sensível (deve variar rapidamente com alterações de cenário); 

• Disponível (a coleta de dados deve ser razoavelmente simples para sua 

formação); 

• Custo-efetivo (a coleta de dados não deve ser necessariamente onerosa); 

 

Segundo Hammond et al. (1995), os indicadores devem ser definidos a partir 

de suas características: 

• Indicadores quantificam informações de modo a tornar seu significado mais 

facilmente reconhecido; 

• Indicadores simplificam informações sobre fenômenos complexos para 

facilitar o processo de comunicação; 

• Os indicadores devem ser úteis para o público a que se destinam, trazendo 

informações relevantes de forma intelegível para os tomadores de decisão; 

 

Por serem definidos dentro de um determinado tema, os indicadores 

normalmente acabam apresentando dificuldades na demonstração de objetivos 

gerais. É possível, entretanto, como demonstrado na Figura 12, a individualização de 

três grandes objetivos genéricos dos indicadores: através do planejamento que 

englobe a política e os objetivos gerenciais, o monitoramento que registra qualquer 

tipo de mudança no sistema e a comunicação referente à expressão da informação 

transmitida pelo sistema. 
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Figura 12: Os objetivos gerais dos indicadores de um sistema 

Fonte: Adaptação da Organização para a Cooperação e Desenvolvimento Econômico (OCDE, 2002) 

 

Considerando as características gerais, um indicador deve demonstrar 

resultados, mensurar suas áreas de atuação e ter significância estatística.  Em uma 

perspectiva de gerenciamento, o indicador deve ser de fácil utilização e de 

aplicação, fato determinante para sua utilidade (HEINK e KOWARIK, 2010). Além de 

apresentar baixo custo e ser de mera interpretação. 

De acordo com Giannetti e Almeida (2006), os indicadores podem ser dos 

tipos: 

• Indicadores absolutos: quando informam os dados básicos sem a análise ou 

interpretação. Ex: quilograma de resíduos gerados. 

• Indicadores relativos: quando comparam os dados coletados com outros 

parâmetros. Ex: quilograma de resíduo por tonelada de produto. 

• Indicadores agregados: quando agregam informações do mesmo tipo, mas de 

diferentes fontes. Ex: quilograma de resíduo gerado por regiões. 

• Indicadores ponderados: quando mostram a importância relativa de um 

indicador em relação a outro indicador. 

 

Para caracterizar um indicador, é desejável que ele seja composto por Índice, 

Coeficientes, Taxa, Parâmetros e Porcentagem.  

• Índice: indica ou denota alguma qualidade ou característica especial. 

Exemplo: índice de precisão. 

• Coeficientes (grau, nível): propriedade que tem algum corpo ou fenômeno de 

poder ser avaliado numericamente. Exemplo: coeficiente de atrito. 

• Taxa (proporção): relaciona duas ou mais grandezas. Exemplo: taxa de falha. 

Planejar 
 
Monitorar 
 
Comunicar 
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• Parâmetros: valor de referência, variável ou constante, que assume um papel 

peculiar e distinto das outras variáveis ou constantes em análise. Exemplo: 

parâmetros das distribuições de falha e de tempo para reparo de 

equipamentos. 

• Porcentagem: proporção calculada sobre 100 unidades. Exemplo: 98% de 

disponibilidade 

A utilização de indicadores tem algumas limitações, discutidas por diversos 

autores. 

Meadows (1998) considera a seleção de indicadores um ponto crítico para o 

comportamento de um sistema. Se um indicador é mal escolhido, medido com 

imprecisão, no tempo errado, se contém "ruído" ou viés, as decisões derivadas de 

sua análise não serão efetivas. 

A autora apresenta alguns problemas centrais na escolha e utilização de 

indicadores. Um deles é a superagregação, ou combinação de um número excessivo 

de informações em um único índice, tornando a informação indecifrável. 

Outro problema é a mensuração do que é facilmente mensurável, ao invés do 

que é importante. Os indicadores são incompletos, não refletem toda a realidade, as 

sutilezas e perversidades de um sistema real. 

 

1.3.2 Indicadores utilizados na área offshore 
 

A literatura existente trata de gerenciamento de vazamentos de petróleo e 

impactos no ambiente marinho da produção de petróleo, relacionados a área de 

Meio Ambiente, além de indicadores ligados à área de Segurança, Manutenção e 

Confiabilidade. 

 

1.3.3 Gerenciamento de vazamentos de petróleo  
 

O gerenciamento de vazamentos de petróleo está ligado à área de Meio 

Ambiente através do atendimento a requisitos legais. 

Flood (1992) relata a importância da existência de um código de 

monitoramento ambiental e um plano de contingência para possíveis vazamentos 

bem rígidos, baseados em 20 anos de experiências sem vazamentos na Baía da 
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Austrália. Desta forma, há uma inibição da exploração desenfreada de petróleo 

nesta região. 

No caso de impactos ao ambiente marinho, o DEA (2001) realizou um 

trabalho de grande complexidade onde foi levantada toda a flora marítima existente 

na Baía dos Tubarões localizada na Austrália, bem como um levantamento da 

indústria do petróleo instalada e suas perspectivas de expansão. A partir destes 

dados, o estudo avalia os riscos desses impactos e indica uma forma de 

monitoramento ambiental para a região estudada. 
 
1.3.4 Indicadores ligados à área de segurança 

 

Os indicadores relacionados à área de Segurança têm por objetivo quantificar 

os riscos ligados às pessoas envolvidas diretamente no processo de produção 

petróleo. 

Kahn, Saquid, Hussain (2001) desenvolveram uma metodologia de 

quantificação de risco aplicada a diversos equipamentos do Sistema de 

Processamento Primário de uma UEP, dentre eles, compressores e separadores de 

produção. Baseado no risco potencial de cada equipamento, medições de 

segurança foram propostas de forma a reduzir o indicador de altas taxas de 

acidentes fatais para níveis aceitáveis.  

Skogdalen, Utne, Vinnem (2011) propuseram indicadores para auxílio na 

prevenção de retorno de gás de alta pressão à plataforma de perfuração sem 

controle, ocorrência denominada de blowout, durante o processo de perfuração de 

poços de petróleo. Este método se baseia no monitoramento de pressões altas não 

esperadas durante o processo de perfuração. Essas pressões elevadas são 

responsáveis pelos chamados kicks, que são eventos de retorno de gás em alta 

pressão que são passíveis de controle na plataforma de perfuração. Portanto, um 

dos parâmetros propostos de monitoramento neste trabalho é o número de kicks 

durante um processo de perfuração. 
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1.3.5 Indicadores de manutenção e confiabilidade 
 

Os indicadores relacionados à Manutenção e Confiabilidade de equipamentos 

têm por objetivo indicar a probabilidade de falha do equipamento ao longo de sua 

vida útil.  

Esses indicadores trabalham principalmente com tempo de vida útil e taxa de 

falhas dos equipamentos.  

 

1.3.5.1 Conceitos fundamentais 
 
Para balizamento do conhecimento de Confiabilidade e Manutenção, o 

entendimento dos conceitos listados a seguir é de suma importância (LAFRAIA, 

2008). 

• Item: termo que designa qualquer parte, subsistema, sistema ou equipamento 

que possa ser considerado individualmente e ensaiado separadamente; 

• Item não reparável: item que não é recuperado nem reposto após ocorrência 

de uma falha, durante o processo de avaliação de confiabilidade; 

• Componente: item que pode falhar uma só vez; 

• Função: toda e qualquer atividade que o item desempenha, sob o ponto de 

vista operacional; 

• Falha: perda da função de um equipamento; 

• Modo de falha: conjunto de efeitos pelos quais uma falha é observada; 

• Vida Útil: intervalo de tempo durante o qual um item desempenha sua função 

com a taxa de falha especificada; 

• Disponibilidade Instantânea: probabilidade de que um equipamento esteja 

operacional em um dado instante de tempo. 

 

1.3.5.2 Confiabilidade 
 

Segundo Lafraia (2008), Confiabilidade é definida como a probabilidade de 

que um equipamento opere com sucesso por um período de tempo especificado e 

sob condições de operação também especificadas. 

O autor indica que a Confiabilidade é uma característica historicamente 

buscada por projetistas e construtores de todos os sistemas. O que é constatado 
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como novidade é o movimento para quantificá-la. Trata-se de um movimento similar, 

e provavelmente tão importante quanto o movimento de séculos atrás para 

quantificar as propriedades dos materiais. 

Confiabiliadade também pode ser definida como a probabilidade de que um 

item desempenhe sua função pretendida sem falhar, sob determinadas condições 

especificas e por determinado período de tempo especificado (BARROS FILHO, 

2003). 

O fato de ser definida como uma probabilidade significa que a confiabilidade 

pode ser expressa quantitativamente, assumindo valores entre “0” (zero) e “1” (um). 

A utilização deste conceito probabilístico na prática da Engenharia da Confiabilidade 

implica no conhecimento explícito, tanto da parte do projetista como na parte da 

gerência, de que é impossível projetar-se um sistema inteiramente a prova de falhas. 

O conceito de confiabilidade contém quatro elementos significativos, que são: 

 

1. Probabilidade: Associada a conceitos estatísticos. Números de casos 

favoráveis por números de casos possíveis. A confiabilidade é uma probabilidade. É 

ela que caracteriza a diferença entre equipamentos da mesma natureza. A 

probabilidade permite saber qual é a aptidão de um equipamento funcionar sem 

falha durante certo tempo. É admitida uma possibilidade de falha do item, que pode 

ser um produto, equipamento ou sistema;  

2. Desempenhar uma função requerida: Associado a um determinado padrão 

de uso ou cumprir uma missão ou fazer o serviço esperado. A definição da função 

requerida implica um patamar de admissibilidade abaixo do qual a função não é mais 

satisfeita;  

3. Condições de uso: Associadas às condições de uso (sobrecarga, alívio), 

considerando as condições ambientais que geram as falhas (temperatura, vibrações, 

radiações, etc.), e as condições de manutenção (reparo, substituição, etc.);  

4. Dado Período de tempo: Associado ao tempo de funcionamento, a duração 

da missão em unidades de uso, a um número de ciclos ou quilometragem. A 

confiabilidade decresce ao longo do uso, conseqüentemente, deve ser a ele 

relacionada, podendo ser alterada por ações de manutenção (corretiva, preventiva 

sistemática ou de condição) (BARROS FILHO, 2003). 

Para Lafraia (2008), a aplicação da Confiabilidade gera diversos benefícios, 

dentre eles a diminuição de paradas não programadas, menores custos de 
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manutenção/operação/apoio, menores probabilidades de acidentes, atuação em 

causas básicas dos problemas através do histórico de falhas dos equipamentos, 

determinação de causas básicas de falhas, prevenção de falhas em equipamentos 

similares e determinação de fatores críticos para a manutenabilidade de 

equipamentos. 

Ainda segundo Lafraia (2008), as falhas relacionadas a equipamentos podem 

estar ligadas a falhas de projeto, de fabricação e de utilização. 

A Figura 13 resume as etapas onde podem ocorrer falhas. 

 

 
Figura 13: Etapas onde é possível ocorrerem falhas. 

Fonte: LAFRAIA (2008) 

 

As técnicas relacionadas à Confiabilidade para redução de falhas trabalham 

para eliminar no projeto pontos de falhas potenciais, de forma a tentar tornar as 

atividades da operação à prova de falhas e manter as instalações físicas da 

operação. 

Os métodos utilizados para abordagem destas falhas encontram-se na Figura 

14. 
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Figura 14: Atividades da Confiabilidade para reduzirem falhas.  

Fonte: LAFRAIA (2008) 

 

Diversas técnicas são utilizadas para avaliação da Confiabilidade de 

Sistemas, dentre elas podem-se citar os Diagramas de Blocos, as Árvores de Falhas 

e Árvores de Eventos. 

 
1.3.5.3 Manutenção 
 

As atividades de manutenção têm sido classificadas de acordo com a forma 

de programação e o objetivo das tarefas executadas.  

Segundo Viana (2002) os tipos de manutenção são as formas como são 

encaminhadas as intervenções nos equipamentos de produção, ou seja, nos 

equipamentos que compõem uma determinada planta. Neste sentido observa-se 

que existe um consenso, salvo algumas variações irrelevantes, quanto aos tipos de 

manutenção. Segundo a classificação de Pinto e Xavier (1999), são estes os 

principais tipos de manutenção: 

 

Manutenção Corretiva  
 
Existem algumas definições, dentre as quais destaca-se: “É a correção da 

falha de maneira aleatória” (PINTO E XAVIER, 1999, p. 32). Este tipo de 

manutenção, segundo Pinto e Xavier (1999), acontece após a falha ou perda de 

desempenho de um equipamento de forma inesperada sem que haja tempo para a 

preparação dos serviços, trazendo prejuízos para as empresas. A manutenção 

corretiva implica em altos custos causados pela interrupção da produção ou pelo 

desembolso necessário para sua realização, e dependendo da atividade da 
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empresa, ocorre perda da qualidade do produto. Um dos grandes desafios da 

manutenção como um todo é conseguir evitar este tipo de manutenção, que apesar 

de indesejada, ainda é muito praticada nos dias de hoje.  

 

Manutenção Corretiva Planejada  
 
Conforme definição: “É a correção do desempenho menor do que o esperado 

ou da falha, por decisão gerencial, isto é, pela atuação em função de 

acompanhamento preditivo ou pela decisão de operar até a quebra” (PINTO E 

XAVIER, 1999, p. 34).  

Segundo Pinto e Xavier (1999), este tipo de manutenção depende da 

qualidade da informação fornecida pelo acompanhamento preditivo e possibilita um 

planejamento para a execução das tarefas, de forma que os custos podem ser 

minimizados, uma vez que estamos esperando a falha ou a perda de rendimento do 

equipamento.  

A decisão por este tipo de manutenção pode advir de vários fatores: a falha 

não oferece qualquer possibilidade de risco às pessoas e ou instalações; 

possibilidade de conciliar a necessidade da intervenção com os objetivos de 

produção; garantia da disponibilidade de sobressalentes e ou ferramentas 

necessárias à execução da manutenção; existência de recursos humanos 

necessários à execução da atividade.  

 

Manutenção Preventiva  
 
Dentre os vários conceitos sobre manutenção preventiva podemos destacar 

este: “É a atuação de forma a reduzir ou evitar a falha ou quebra no desempenho, 

obedecendo a um plano previamente elaborado, baseado em intervalos de tempo” 

(PINTO E XAVIER, 1999, P. 35).  

De acordo com a Norma NBR 5462 (1994), a Manutenção Preventiva é a 

manutenção efetuada em intervalos predeterminados, ou de acordo com critérios 

prescritos, destinada a reduzir a probabilidade de falha ou a degradação do 

funcionamento de um item. 

Segundo Pinto e Xavier (1999) ao contrário da corretiva, a manutenção 

preventiva, tem como objetivo evitar a falha do equipamento. Este tipo de 
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manutenção é realizado em equipamentos que não estejam em falha, ou seja, 

estejam operando em perfeitas condições. Desta forma podemos ter duas situações 

bastante diferentes quando realizamos este tipo de manutenção: a primeira situação 

é quando paramos o equipamento bem antes do necessário para fazer sua 

manutenção; a segunda situação é a falha do equipamento, por termos estimado o 

período de reparo do mesmo de maneira incorreta.  

A manutenção preventiva tem um lado negativo. Segundo Pinto e Xavier 

(1999) a mesma pode introduzir defeitos não existentes no equipamento devido a: 

falhas humanas, falhas nos componentes sobressalentes, contaminações em 

sistemas de óleo dos equipamentos, falhas ocasionadas durante partidas e paradas 

dos equipamentos e falhas nos procedimentos de manutenção. Portanto é 

importante que a definição de período de parada dos equipamentos seja efetuada 

por pessoas experientes que conheçam os equipamentos nos quais deve ser 

efetuada manutenção baseando-se em informações do fabricante do equipamento.  

 

Manutenção Preditiva  
 
Pela norma NBR 5462 (1994), a Manutenção Preditiva é a manutenção que 

permite garantir uma qualidade de serviço desejada, com base na aplicação 

sistemática de técnicas de análise, utilizando-se de meios de supervisão 

centralizados ou de amostragem, para reduzir ao mínimo a manutenção preventiva e 

diminuir a manutenção corretiva.  

A Manutenção Preditiva nada mais é do que uma manutenção preventiva 

baseada na condição do equipamento. Este tipo de manutenção é interessante, pois 

permite o acompanhamento do equipamento através de medições realizadas com o 

equipamento em pleno funcionamento, o que lhe possibilita uma maior 

disponibilidade, já que este vai sofrer intervenção somente quando estiver próximo 

de um limite estabelecido previamente pela equipe de manutenção. Podemos dizer 

que a manutenção preditiva prediz a falha do equipamento e quando se resolve 

fazer a intervenção para o reparo do mesmo, o que acontece, é na verdade uma 

manutenção corretiva programada. 

Para Siqueira (2005), a evolução histórica da manutenção pode ser dividida 

aproximadamente em 03 (três) gerações distintas, mostradas na Figura 15:  
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• Primeira Geração: Denominada de Mecanização e caracterizada pela 

utilização de equipamentos simples e sobredimensionados para as funções 

requeridas. A sociedade exigia apenas que estes equipamentos fossem 

restaurados quando apresentassem defeitos, minimizados pelo seu 

sobredimensionamento, visto que pouco se dependia de seu desempenho. A 

manutenção era basicamente corretiva, após a ocorrência da falha, com 

pequenas ações sistemáticas de conservação, como limpeza e lubrificações;  

• Segunda Geração: Era da Industrialização com escassez de mão-de-obra 

especializada, decorrente do rápido processo de automação, gerando custos 

crescentes de correção das falhas. Uma maior disponibilidade e vida útil dos 

ativos industriais, a um baixo custo, tornaram-se o objetivo básico de 

avaliação no ambiente industrial;  

• Terceira Geração: Provém do advento da Automatização pelo surgimento do 

consumo em larga escala dos produtos industrializados, levando a sociedade 

a uma dependência cada vez maior dos processos industriais, que por sua 

vez sofrem uma elevação dos custos de mão-de-obra e de capital devido à 

concorrência em larga escala mundial, conduzindo assim à prática do 

dimensionamento de equipamentos no limite da necessidade dos processos, 

tornando estreitas suas faixas operacionais aumentando assim a importância 

da manutenção. 

 
Figura 15 – Evolução da Manutenção  

Fonte: SIQUEIRA (2005) 
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Segundo Pinto e Xavier (1999), a manutenção nos dias atuais está ligada à 

garantia da disponibilidade da função dos equipamentos e instalações de modo a 

atender a um processo produtivo ou de serviços, com confiabilidade, segurança, 

preservação do meio ambiente e custos adequados.  

Para Kardec e Nascif (1998), a contribuição da manutenção dentro de um 

sistema produtivo pode ser resumida como a maior disponibilidade da planta 

industrial ao menor custo, ou seja, quanto maior esta disponibilidade menor a 

demanda de serviços e obtém-se, portanto, redução de custos, o que favorece o 

crescimento da produtividade da função manutenção.  

A manutenção é vista como a forma pela qual as organizações tentam evitar 

as falhas cuidando de suas instalações físicas, sendo parte importante da maioria 

das atividades de produção. O tratamento das falhas merece especial atenção pela 

manutenção por se tratar das causas da maioria das paradas de produção (SLACK 

et al., 1997). 

A fase de manutenção básica é a estrutura de suporte na qual práticas mais 

avançadas de manutenção irão se apoiar. Ações como inventariar e codificar os 

equipamentos, criar um histórico, desenvolver um programa sistemático de 

manutenção para os equipamentos, manter um sistema de parceria com os 

fornecedores, implantar um sistema de ordem de serviços, desenvolver um sistema 

básico de controle do gerenciamento da manutenção, treinamento e qualificação das 

pessoas envolvidas, estabelecer o princípio de auditorias e controles, são 

necessárias e de vital importância. 

Um bom conjunto de medições, histórico dos equipamentos e análise das 

falhas e pré-requisitos para a implantação da fase computacional e de 

confiabilidade. 

A TPM (Manutenção Produtiva Total) foi desenvolvida no Japão visando à 

eficiência do sistema de manutenção, tornando-se ao longo dos anos um completo 

sistema de gestão empresarial. 

Segundo Nakajima (1988), a TPM foi definida, em 1971, pelo Japan Institute 

for Plant Maintenance a partir de alguns objetivos básicos: 

- Maximização do rendimento global dos equipamentos (OEE – Overall 

Effectiveness Equipment); 

- Desenvolvimento de um sistema de manutenção produtiva que leve em 

consideração toda a vida útil do equipamento; 
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- Envolvimento de todos os departamentos, planejamento, projeto, utilização e 

manutenção, na implantação da TPM; 

- Envolvimento ativo de todos os empregados, desde a alta gerência até os 

trabalhadores de chão-de-fábrica; 

Um dos objetivos da aplicação do TPM, que trata de deixar o departamento 

de manutenção com mais tempo para desenvolver as tarefas de engenharia de 

manutenção, contribui com o desenvolvimento dos próprios equipamentos tornando-

os mais adequados a suas necessidades (PINTO e XAVIER, 1999). 

A aplicação dos conceitos de Confiabilidade na área de Manutenção surgiu na 

indústria aeronáutica americana, sendo também adotada pelas indústrias nuclear e 

elétrica mundiais e em outros setores da economia, como o de serviços. 

Segundo Siqueira (2005), a RCM (Manutenção Centrada em Confiabilidade) 

configura-se como uma das mais importantes tecnologias contemporâneas de 

manutenção, tendo sua aplicação expandida para vários ramos de atividade 

humana, onde haja necessidade de manter o funcionamento de ativos físicos e 

processos. 

Para Lafraia (2008), é impossível se evitar todas as falhas e, ainda que fosse 

possível prever todas as falhas, os recursos financeiros não seriam suficientes. O 

objetivo da RCM é determinar a manutenção preventiva para manter o sistema 

funcionando e não restaurar o equipamento a uma condição ideal.  

Segundo Siqueira (2005), a RCM adota uma metodologia composta de sete 

etapas, que são:  

 

1. Seleção do Sistema e Coleta de Informações; 

 2. Análise de Modos de Falhas e Efeitos;  

3. Seleção de Funções Significantes;  

4. Seleção de Atividades Aplicáveis;  

5. Avaliação da Efetividade das Atividades; 

6. Seleção das Atividades Aplicáveis e Efetivas; 

7. Definição da Periodicidade das Atividades; 

 

Em cada uma das etapas são utilizadas ferramentas de modelagem ou 

análise de sistemas com objetivo de avaliar os critérios e respostas a cada questão 

da RCM.  
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1.3.5.4 Caracterização de indicadores de manutenção e confiabilidade 
 

A caracterização de indicadores de Manutenção e Confiabilidade se baseia 

nas avaliações dos Sistemas de uma UEP através da utilização das técnicas citadas 

no item 1.3.5.2. 

Para Lafraia (2008), existem alguns parâmetros utilizados na análise de 

confiabilidade, que servem de base para construção de indicadores:  

a) Tempo Médio para Falha (MTTF) – É o tempo médio para falha de 

componentes que não podem ser reparados; 

b) Tempo Médio entre Falhas (MTBF) – É o tempo médio de falha de 

componentes reparáveis; 

c) Tempo Médio para Reparo (MTTR) – É o tempo para reparo de 

componentes; 

d) Disponibilidade (D) – É a relação entre o tempo médio entre falhas e a 

soma do tempo médio entre falhas com o tempo médio de reparo, conforme descrito 

na equação 02. 

 









+
=

M TM T B F
M T BD

         (02) 

 

Existem várias funções que podem modelar uma distribuição probabilística de 

uma variável aleatória. Os parâmetros para escolha do modelo matemático 

estatístico a ser utilizado na análise de confiabilidade provêm do tipo de teste de 

falha realizado e do tipo e tamanho da amostragem analisada (BARROS FILHO, 

2003). 

 

1.3.5.5 Exemplos de indicadores de manutenção e confiabilidade 
 

Vinnen et al. (2011) propõem o desenvolvimento de uma análise de risco 

quantitativa da freqüência de liberação de hidrocarbonetos específicos em uma 

UEP, considerando as barreiras operacionais existentes através de árvores de 

eventos e árvores de falhas, bem como fatores de risco que influenciam a 

determinação das probabilidades da ocorrência desses eventos. Demonstrou-se que 

o modelo é capaz de refletir diferenças relativas entre diversas UEPs com diferentes 

culturas e sistemas de gestão. O modelo também se mostrou útil para demonstrar a 
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importância e os efeitos de obter-se uma melhora nos aspectos humanos e 

organizacionais. 

Gran et al. (2012) estuda um modelo de risco integrado, através da integração 

de riscos humanos, organizacionais e fatores técnicos, utilizando para este fim 

alguns cálculos, como por exemplo, a frequência de vazamentos como função do 

volume previsto em manuais de operação e intervenções realizadas.  

Os indicadores citados tratam da eficiência produtiva da UEP, levando em 

conta a Confiabilidade e a Manutenabilidade do Sistema. Eles são calculados 

através da avaliação da frequência de falhas dos vários componentes, como por 

exemplo em bombas e permutadores de calor, avaliação dos tempos médios de 

reparo dos componentes e o tempo médio de recuperação de suas funções.  

Há algumas literaturas que possuem histórico de dados de falhas de 

equipamentos em diversas UEPs ao redor do mundo. A mais utilizada para estudos 

de Confiabilidade em UEP’s é o OREDA (2002). 

Os estudos de Confiabilidade são feitos baseados em desvios de parâmetros 

de processo previstos no projeto da UEP, agrupando-se o histórico existente de 

dados de falhas para melhoria constante das metodologias de avaliação. 

 Uma UEP está sujeita a constantes variações de parâmetros de processo, 

podendo levar a uma baixa funcionalidade de um conjunto de equipamentos em um 

curto espaço de tempo. Esta situação leva a uma necessidade de tomada de 

decisão antecipativa em relação aos limites operacionais do equipamento 

estabelecidos pela equipe de manutenção da UEP, a qual pode ser facilitada através 

do acompanhamento de Indicadores Globais de Funcionalidade Operacional. 

 
 

1.4. Aplicabilidade de Indicadores em Sistemas de Processamento Primário 
 

Segundo OECD (2002), como principais resultados na aplicação de uma 

avaliação sistemática na forma de um programa de indicadores, podemos indicar: 

 

1. Redução de riscos de instalações. 

2. Extensão da iteração e colaboração de autoridades públicas, indústrias que 

levam a melhoria da segurança da instalação e seu entorno. 
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3. Redução da ocorrência de acidentes e quase acidentes. 

4. Redução de ferimentos e fatalidades. 

5. Redução de impactos ambientais. 

6. Melhoria da resposta a acidentes (redução do atraso e melhoria da eficiência). 

7. Redução da área de impacto do acidente. 

8. Redução do número de pessoas impactadas pelos acidentes. 

Para os Sistemas de Processamento Primário, há possibilidade de proposição 

de diversos indicadores, com diferentes focos de monitoramento. 

A eficiência global de uma UEP normalmente é caracterizada pela relação 

entre a Produção Realizada e a Produção Prevista no projeto.  

Para o Sistema de Separação e Tratamento de Óleo, pode-se verificar sua 

eficiência relacionando o volume de óleo especificado exportado em relação ao 

volume total de óleo exportado. 

No caso do Sistema de Compressão e Tratamento de Gás tem-se, por 

exemplo, o monitoramento da relação entre o gás efetivamente utilizado na UEP e o 

total de gás produzido. O objetivo é verificar o aproveitamento do gás produzido, 

minimizando as queimas de gás, fator este ligado a impacto ambiental. 

Para o Sistema de Injeção de Água do Mar tem-se o monitoramento da 

relação entre o volume de água injetado e o volume de água a ser injetado previsto 

pelo reservatório. O objetivo deste monitoramento é indicar possíveis perdas de óleo 

relativas à deficiência de injeção de água em reservatórios. 

Assim sendo, o monitoramento de eficiência baseado no resultado final não 

permite um acompanhamento adequado do cumprimento da função proposta de 

cada equipamento dos Sistemas de Processamento Primário, permitindo que, por 

exemplo, alguns possam operar fora de especificação.  

 

1.5. Obtenção de Indicadores Globais 
 
1.5.1 Indicadores globais 

 
Os indicadores globais são compostos pelo agrupamento de indicadores 

individuais necessários para o escopo de análise, utilizando um critério de 

importância para o nível de impacto desses indicadores no indicador global.   
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Para que haja uma contribuição real dos indicadores globais, é necessário 

que estes estejam pautados em um pequeno grupo de indicadores bem escolhidos 

que, ao interpretar as variações, possa descrever todo o fluxo da área em estudo. 

Neste ponto, é destacada a correlação existente de conceitos e condições 

específicas que orientam a proposição do indicador global (JOSÉ, 2010). Dentre as 

quais, podem-se encontrar:  

 

• Os Indicadores Globais serem específicos para um determinado grupo dentro 

de um segmento ou sistema;  

• Ser possível a reavaliação temporal dos Indicadores Globais;  

 

É importante ressaltar que o grupo de indicadores que compõe cada Indicador 

Global, de natureza multidimensional, evolua de modo contínuo dentro do sistema, 

de forma a manter as características alcançadas por sua sensibilidade, robustez e 

simplicidade nas respectivas condições de mensuração e análise. 

O agrupamento de indicadores que levam a criação de Indicadores Globais 

tem por objetivo suportar a tomada de decisões para análises com escopo complexo 

ou com elevado número de indicadores, através da composição em um valor único 

de diversos fatores contribuintes com seus respectivos pesos frente ao foco do 

monitoramento.  

Os Indicadores Globais representam uma ferramenta de fundamental 

importância para tomada de decisões dos altos níveis gerenciais. 

 
1.5.2 Normalização de indicadores 

 
OECD apud Carvalho (2009) destacam os seguintes métodos para a 

normalização de indicadores com diferentes unidades de medida: 

 

• Ranqueamento: técnica simples de normalização não afetado por valores 

discrepantes e que permite que o desempenho seja acompanhado durante 

todo o tempo em termos de posição relativa; 

• Padronização: converte indicadores dentro de uma escala com a atribuição de 

valores de referência e um desvio padrão, considerando um efeito maior dos 
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valores extremos no Indicador Global.  Método desejável quando a intenção é 

dar realce a comportamentos afastados da média global. 

• Reescalonamento: faz com que todos os indicadores tenham o mesmo 

domínio (0;1).  Entretanto, valores limítrofes podem distorcer o Indicador 

Global, além de poder restringir o domínio de um indicador. De maneira a 

também aumentar o efeito de afetação no indicador global quando comparado 

ao método de padronização. 

• Valores de referência: avaliam a posição relativa de um dado indicador em 

relação a um valor de referência; 

• Categorização de escalas: Este método indica um valor quantitativo ou 

qualitativo para cada indicador, tais como uma, duas ou três “estrelas” ou 

ainda “atingido”, “parcialmente atingido” ou “não atingido”. 

• Distanciamento da média: valores em torno da média recebem o valor “0”, os 

valores acima ou abaixo de uma determinada meta de distanciamento da 

média recebem valores “1” e “-1”, respectivamente. 

• Balanço de opiniões: gerentes ou especialistas expressam suas opiniões 

sobre a importância dos indicadores no desempenho global de um tema 

específico.   

 

1.5.3 Ponderação 

 

Jones e Twiss (1986) aponta que a priorização dos indicadores requer o 

conhecimento das prioridades empresariais considerando os fatores técnicos, 

econômicos e analisando desse modo as consequências de custos e benefícios a 

médio e longo prazo.  

O Método de Soma Ponderada (Weigthed Sum Method) possibilita a 

quantificação dos fatores importantes que afetam a gestão do desempenho de uma 

UEP. Dentre todos os métodos, esta técnica é amplamente utilizada para 

transformar um problema de múltiplo objetivo para um único objetivo cujo propósito 

agrega a transformação das grandezas vetorial em escalar, relacionando-as aos 

pesos (Osycka, 1984 apud Lobato et al. 2006). Este método evidencia também o 

resultado da atividade de triagem de indicadores de viabilidade técnica e econômica 

(FREEMAN, 1990). 
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Esta técnica consiste em selecionar os indicadores a serem priorizados de 

forma a elaborar uma matriz simplificada com o objetivo de viabilizar a identificação 

dos Indicadores Globais para o processo estudado.  

 

2. METODOLOGIA 
 
 
2.1. Caracterização da Metodologia 

 

Segundo Doxey e Riz (2003), a metodologia está associada aos princípios e 

procedimentos aplicados de forma a construir de modo ordenado e seguro os 

saberes válidos. 

Para Barreto e Honorato (1998), a metodologia tem por objetivo atingir os 

objetivos inicialmente propostos atendendo assim aos critérios de menor custo, 

maior rapidez, maior eficácia e mais confiabilidade de informação. 

Assim sendo, foi realizado um planejamento específico para a obtenção de 

dados operacionais de processo e manutenção que resultassem em informações 

para proposição de indicadores de monitoramento operacional de Sistemas de 

Processamento Primário de uma UEP que servirão de base para proposta do 

Indicador Global. A escolha da base de dados utilizada no estudo é decorrente da 

vivência profissional do autor do estudo em diversas UEPs instaladas no Brasil .  

A Tabela 2 apresenta o delineamento das atividades desenvolvidas na 

metodologia deste trabalho. 

 
Tabela 2: Apresentação metodológica do trabalho 

Atividades desenvolvidas Delimitação 

 

Caracterização da 

Metodologia 

 

 

Tipo de pesquisa e objeto do estudo. 

 

Levantamento dos dados 

 

Identificação, priorização e 

proposição dos indicadores. 
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Inicialmente, buscou-se delinear, justificar e contextualizar as informações 

referentes ao objeto em estudo de forma a preservar seu caráter unitário para que, 

na fase seguinte, a do levantamento, o objeto estivesse direcionado a fornecer todas 

as informações relativas ao desenvolvimento do processo de seleção e análise dos 

indicadores. Desta forma, as atividades desenvolvidas nesta pesquisa, iniciada pela 

fase de levantamento de dados operacionais de processo e manutenção podem ser 

resumidas conforme apresentadas na Figura 16:  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 
Figura 16: Fases das atividades desenvolvidas na pesquisa. 

 

A metodologia aplicada buscou relacionar os dados de processo típicos de 

Sistemas de Processamento Primário em UEPs com possíveis causas raízes de 

desvios operacionais em relação às condições previstas em projeto da UEP.  

  O estudo utilizou o método de abordagem quantitativa e qualitativa. Embora 

tendo perspectivas diferentes, ambas as abordagens não são necessariamente 

antagônicas, em virtude de serem utilizadas conjuntamente em estudos mistos 

(GÜNTHER, 2006). 

A escolha desses métodos deu-se em função das diferentes variáveis  

envolvidas a serem utilizadas para proposição de indicadores de eficiência 

operacional dos Sistemas de Processamento Primário de uma UEP que servirão de 

base para proposição de um Indicador Global para os sistemas.  

Levantamento de dados 
de processo  

Proposição de 
Indicadores nos 

Sistemas de 
Processamento 

Primário de Petróleo 

Construção do 
Indicador Global 

Considerações acerca 
dos resultados 

Conclusões e 
sugestões 

 
Elaboração de Premissas  
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Faz-se necessário levar em consideração a relação dinâmica existente entre 

esses métodos, para que esses indicadores possam ser interpretados e portanto 

gerarem informações pertinentes ao alvo a ser alcançado no estudo.  

Aliada ao método, a pesquisa direcionou-se ao Estudo de Caso do Sistema 

de Separação e Tratamento de Óleo. 

Para Yin (2001) um Estudo de Caso reúne três importantes pontos, são eles: 

• Um estudo em ambiente natural possibilitando a geração teórica a partir da 

prática; 

• Compreensão da natureza e complexidade do processo em questão; 

• A possibilidade de levantamentos de informações de grande ou pequena 

relevância. 

 

Ainda segundo Yin (2001), um único caso é apropriado quando declara uma 

situação inacessível à investigação científica; representa a certificação de uma teoria 

bem formulada e é de interpretação única. 

 

2.2. Objeto de Estudo 
 

De forma a propor indicadores para o sistema a ser detalhado no capítulo 3 

(item 3.2), faz-se necessário o entendimento do sistema de gestão de uma UEP, já 

que as diferentes áreas podem possuir diferentes visões e objetivos acerca da 

importância relativa de cada componente do sistema no processo produtivo. 
O sistema de gestão de uma UEP envolve as seguintes áreas de atuação: 

 
• Gerência Executiva: focada diretamente na produção de petróleo. Composta 

por gerentes da área Exploração e Produção de Petróleo da empresa, os 

quais se remetem diretamente a presidência; 

• Área operacional: focada diretamente na produção de petróleo. Composta por 

operadores e gestores da produção, alocados em ambiente offshore; 

• Área de suporte operacional: ligada ao suporte de engenharia à área 

operacional. Possui acesso remoto aos dados operacionais de forma 

instantânea. Composta por engenheiros e técnicos, sendo eventualmente 

solicitados a acompanhamento de processos em ambiente offshore; 
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• Área de gerenciamento da produção: recebe os dados operacionais, os avalia 

e estabelece metas de produção da UEP que são acompanhadas pela 

gerência executiva da empresa. 

 
Outra área importante é a área de Segurança, Meio Ambiente e Saúde 

(SMS), responsável pela gestão de segurança, meio ambiente e saúde da UEP. 

Como o objeto de estudo é o acompanhamento do processo produtivo, a visão 

acerca do processo relacionada a esta área não será avaliada. 

Uma outra área de destaque é a de Manutenção, responsável pela gestão da 

Manutenção vista no capítulo 1 item 1.3.5.3, sendo neste item já mostrada sua área 

de atuação e sua forma de monitoramento dos equipamentos. 

A metodologia de proposição dos indicadores será baseada pelas avaliações 

do processo produtivo provenientes das áreas mostradas na Figura 17, com o 

objetivo de se obterem indicadores globais com a visão de cada uma destas áreas 

de atuação, os quais serão consolidados para serem submetidos à gerência 

executiva para validação e aplicação. 

              
 

Figura 17: Modelo Genérico do Sistema de Gestão de uma UEP. 
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2.3. Monitoramento dos Sistemas de uma UEP 
 

2.3.1 Monitoramento do sistema de separação e tratamento de óeo 
 

Conforme já visto no item 1.2.1, o Sistema de Separação e Tratamento de 

Óleo é composto por Trocadores de Calor, Separador de Produção, Tratador 

Eletrostático e Separador Atmosférico. O parâmetro monitorado no Sistema de 

Separação e Tratamento de Óleo é o BS&W, caracterizado pela relação entre o 

volume de água e sedimentos e o volume total de fluidos produzidos. A equação 03 

mostra o cálculo do BS&W: 
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Onde: 

 

Vo=volume de óleo 

Va=Volume de água 

Vt=Volume Total (óleo + água) 

 
O parâmetro BS&W é indicador monitorado na saída do Tratador 

Eletrostático, que corresponde à última etapa de separação da água emulsionada. 

Conforme Portaria Conjunta nº 1 de 2000 da Agência Nacional de Petróleo 

(ANP), a especificação do petróleo a ser exportado em plataformas brasileiras é de 

BS&W máximo de 1%, associado a uma salinidade de 570 mg/l (miligramas de sais 

dissolvidos por litro de petróleo). 

A avaliação de eficiência de um Sistema de Separação e Tratamento de Óleo 

em uma UEP pode ser medida diretamente pelo BS&W de saída do tratador 

eletrostático, sendo portanto um monitoramento realizado no final do processo.  

 

2.3.2  Monitoramento do sistema de compressão e tratamento de gás 
 

De acordo com o item 1.2.2, o Sistema de Compressão e Tratamento de Gás 

é composto principalmente por compressores, vasos separadores verticais, 
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trocadores de calor, torres de absorção e regeneração para remoção de umidade. O 

parâmetro monitorado no Sistema de Compressão e Tratamento de Gás é o Teor de 

Umidade do Gás, caracterizado pela relação entre a massa de água presente no gás 

e o volume total de gás produzido. O monitoramento do teor de umidade do gás é 

fundamental na prevenção da formação de hidratos. 

No Brasil, a especificação do teor de água no gás natural, de acordo com a 

Portaria 104/2002 da Agência Nacional de Petróleo (ANP), é de 48 a 80 Kg/106m3 

(quilos de água para cada milhão de metros cúbicos de gás produzidos) a uma 

temperatura de 15,6 ºC e a uma pressão de 101,325 kPa. No entanto, a 

PETROBRAS estabelece uma especificação ainda mais rígida, com máximo de 48 a 

32Kg/MMm3 a temperatura de 15,6 ºC e a pressão de 101,325 kPa. Esta 

especificação é semelhante à vigente no Canadá (CAMPBELL, 2001). 

Nos Estados Unidos valores típicos são de 112 Kg/106m3 na temperatura de 

15,6 ºC e na pressão de 101,325 kPa para a região Sudeste e 64 Kg/106m3 na 

temperatura de 15,6 ºC e na pressão de 101,325 kPa para a região Nordeste. 

(ARNOLD; STEWART, 1999; CAMPBELL, 2001). 

A avaliação de eficiência de um Sistema de Compressão e Tratamento de 

Gás em uma UEP pode ser medida diretamente pelo teor de umidade do gás, sendo 

monitorado no final do processo.  

 

2.3.3  Monitoramento do sistema de água produzida 
 

Conforme visto no item 1.2.3, o Sistema de Tratamento de Água Produzida é 

composto basicamente por hidrociclones e flotadores. O parâmetro monitorado no 

Sistema de Tratamento de Água Produzida é o Teor de Óleos e Graxas (TOG), 

caracterizado pela relação entre a massa de óleo e o volume de água descartado no 

mar e/ou reinjetado no reservatório. O monitoramento do TOG em UEPs é 

acompanhado pelo IBAMA, pois implica em descarte de água oleosa em leito 

marinho, sendo objeto de Resolução Específica. 

A Resolução CONAMA 393 / 2007 define no Artigo 2  Parágrafo I que “ÁGUA 

DE PROCESSO OU DE PRODUÇÃO OU ÁGUA PRODUZIDA: é a água 

normalmente produzida junto com o petróleo, doravante denominada ‘água 

produzida’”. 
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Ainda nesta Resolução, o Artigo 5 determina que “O descarte de água 

produzida deverá obedecer à concentração média aritmética simples mensal de 

óleos e graxas de até 29 mg/l (miligramas de óleo e graxas por litro de água 

produzida descartada), com valor máximo diário de 42 mg/l.” 

O monitoramento do Sistema de Tratamento de Água Produzida em uma UEP 

pode ser feito pelo TOG, parâmetro monitorado no final do processo.  

 

2.3.4  Monitoramento do sistema de tratamento de água de injeção 
 

Conforme item 1.2.4, o Sistema de Tratamento de Água de Injeção é 

composto principalmente por filtros, bombas, Desaeradora e Unidade de Remoção 

de Sulfato. Há diversos parâmetros monitorados para caracterização da água de 

injeção. Eles são divididos em parâmetros que impactam no tamponamento de poros 

do reservatório, como por exemplo o teor de sólidos suspensos na água de injeção 

(TSS), caracterizado pela relação entre a massa de sólidos e o volume de água 

injetado,  além de outros que afetam a integridade da UEP, como por exemplo o 

Teor de Oxigênio Dissolvido na água de injeção (TOD) que indica a massa de 

oxigênio em relação ao volume de água injetada. Os diversos parâmetros que 

caracterizam a qualidade da água de injeção geram um índice de qualidade da água 

de injeção, denominado de IQUAI. 

A avaliação do Sistema de Tratamento de Água de Injeção em uma UEP 

pode ser feita pelo IQUAI, o qual é monitorado no final do processo. 

 

2.4. Proposição de Indicadores 
 

Conforme visto no item 2.3, os Sistemas de Processamento Primário de 

Petróleo possuem um monitoramento dos produtos finais obtidos para cada 

processo. 

Neste trabalho a proposta é a criação de indicadores para monitoramento dos 

equipamentos principais do Sistema de Separação e Tratamento de Óleo, com foco 

em sua funcionalidade, os quais servirão de base para proposição do IGFO 

(Indicador Global de Funcionalidade Operacional) deste sistema.  

A metodologia de análise proposta será aplicada no Sistema de Separação e 

Tratamento de Óleo de uma UEP que será detalhada no capítulo 3.  
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Vale ressaltar que esta metodologia levará em conta a funcionalidade dos 

equipamentos, não tratando necessariamente de sua disponibilidade. O conceito de 

funcionalidade está relacionado ao cumprimento da função proposta a esse 

equipamento.  

Tomando como exemplo um trocador de calor, se este foi projetado para 

atingir uma variação de temperatura de 50oC e no processo atinge uma variação de 

temperatura de 20 oC, este trocador não cumpre integralmente sua função, ou seja, 

observa-se uma queda de funcionalidade, porém o equipamento encontra-se ainda 

disponível.  

Têm-se também casos de equipamentos não funcionais, que não implicam 

necessariamente em indisponibilidade.  

Um caso típico ocorre no início da produção de uma UEP, onde normalmente 

já se obtém o óleo proveniente do separador de produção com BS&W menor que 

1%, ou seja, já apto para exportação. Nesta situação, normalmente é feito um 

procedimento operacional para que óleo não passe pelo tratador eletrostático, indo 

direto para a exportação. Assim sendo, o tratador eletrostático, apesar de não estar 

funcional, encontra-se disponível para ser utilizado.  

Vale esclarecer que o conceito de confiabilidade está ligado a ausência de 

falhas, enquanto que o conceito de disponibilidade está ligado a relação entre tempo 

em que o equipamento desempenha integralmente sua função e seu tempo total em 

operação.  

 Assim sendo, presume-se que quando o equipamento não está disponivel ele 

está em falha. Verifica-se na prática equipamentos "operando" sem cumprir 

integralmente a sua função.  

Os indicadores globais propostos irão tratar da queda de funcionalidade. Caso 

o equipamento entre em falha, ou seja, deixe de cumprir integralmente a sua função 

o indicador não será avaliado.  

 

2.4.1 Curva de produção 
 

A curva de produção de uma UEP é definida como uma previsão de produção 

de óleo, gás e água baseada em estudos de potencial de produção de um dado 

reservatório. A Figura 19 mostra uma curva de produção típica de uma UEP. 
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Figura 19: Exemplo de uma Curva de Produção de uma UEP. 

 

Esta curva está sujeita a variações ao longo da produção de um dado 

reservatório. Estas variações estão ligadas a diversos fatores, sendo o principal a 

incerteza em relação aos volumes de óleo, gás e água inicialmente previstos. 

 
2.4.2 Visão do projeto e da prática operacional 
 

O projeto de uma UEP é concebido através da previsão das vazões de óleo, 

gás e água das Curvas de Produção. Assim sendo, os equipamentos dos Sistemas 

de Processamento Primário são projetados para atendimento das vazões limítrofes 

das Curvas de Produção, ou seja, no início da produção da UEP considera-se que 

há máxima produção de óleo e no final da produção da UEP que há máxima 

produção de água. 

No entanto, os equipamentos do Sistema de Processamento Primário operam 

na maior parte da vida útil da UEP em faixas operacionais intermediárias dificultando 

assim a avaliação de sua funcionalidade. 

A Figura 20 mostra um exemplo típico da diferenciação entre visão do projeto 

e a visão da prática operacional em relação a funcionalidade de um dado 

equipamento. 
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Figura 20: Comportamento Típico da Funcionalidade de um equipamento. 

 

As premissas de projeto do equipamento que consideram os limites da Curva 

de Produção levam a dificuldade de avaliação da funcionalidade do mesmo, 

acarretando assim a ocorrência de falha. 

A falha é uma evidência de que o equipamento atingiu seu limite de 

funcionalidade, ou seja, tornou-se indisponível podendo dessa forma ser realizado 

um procedimento de desvio. 

A Figura 21 mostra um permutador de calor em operação normal e a Figura 

22 um tpermutador de calor com o desvio de fluxo. 

 

 
 

Figura 21: Permutador de calor em operação normal. 
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Figura 22: Permutador de calor com desvio de fluxo. 

 

Os indicadores de funcionalidade propostos têm por objetivo monitorar os 

equipamentos de uma UEP em longo de seu processo de produção, ou seja, na 

faixa operacional que não é visualizada pelo projeto da UEP. 

 

2.4.3 Indicador de funcionalidade operacional para permutadores de calor 
 

Os permutadores de calor do Sistema de Separação e Tratamento de Óleo de 

uma UEP são os equipamentos mais importantes do sistema, pois são os 

responsáveis pelo atendimento da temperatura prevista de separação do óleo. 

Conforme visto no item 1.2.1, a temperatura é fator essencial para promover a 

separação do óleo da água produzida, já que afeta diretamente na diminuição da 

viscosidade do óleo, promovendo assim a decantação das gotas de água presentes 

na emulsão óleo-água. 

A partir da experiência prática, constata-se que os petróleos brasileiros em 

UEPs offshore apresentam grau API na faixa de valores entre 15 e 25, sendo 

considerados petróleos pesados e por consequência com presença de emulsões de 

alta estabilidade. 

Assim sendo, a temperatura de separação óleo-água dentro da faixa 

especificada para os separadores de produção é fundamental para promover a 

desestabilização desta emulsão, levando a uma dependência grande das UEPs em 

relação à funcionalidade dos permutadores de calor do Sistema de Separação e 

Tratamento de Óleo. 

A depender das condições térmicas necessárias e de espaço físico para 

instalação, uma UEP normalmente é composta por 2 (dois) ou 3 (três) permutadores 

de calor associados a cada trem de produção. 
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Uma análise de eficiência de um permutador de calor requer uma avaliação 

das propriedades dos fluidos envolvidos no processo de troca térmica, das 

condições térmicas e de pressão desses fluidos nas correntes de entrada e saída do 

permutador de calor, além dos tipos de permutador de calor.  

 
2.4.3.1 Tipos de permutadores de calor utilizados 

 
Há basicamente 2 (dois) tipos de permutadores de calor utilizados no Sistema 

de Separação e Tratamento de Óleo de uma UEP, modelo casco e tubo e modelo de 

placas. 

Tem-se na Figura 23 o modelo casco e tubo, composto de tubos paralelos, 

por onde circula um dos fluidos, montados num casco cilíndrico, no qual circula o 

outro fluido. O tipo de fluido a ser escoado no casco ou no tubo, denominado fluido 

quente e fluido frio, depende das características e condições dos mesmos, sendo 

esta escolha feita na fase de projeto do equipamento. As vantagens deste tipo de 

equipamento estão relacionadas ao baixo custo de fabricação, bom desempenho 

térmico, conhecimento do procedimento de limpeza e grande flexibilidade nas 

condições de projeto e operação, podendo trabalhar em uma ampla faixa de 

temperatura e pressão.  

Além do mais, pode operar com líquidos, gases ou vapores, como 

condensador ou vaporizador, em posição horizontal ou vertical, de acordo com as 

necessidades operacionais a serem determinadas. 

Pelas vantagens apresentadas, trata-se de um modelo de permutador ideal 

para ser utilizado em UEPs, já que suas condições operacionais variam muito ao 

longo do tempo.  

As desvantagens deste equipamento é o espaço ocupado e seu peso 

elevado, fatores esses críticos em um projeto de uma UEP. 
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Figura 23: Permutadores de Calor Tipo Casco e Tubo  

Fonte: COSTA (2011) 

 
Devido às desvantagens de espaço e peso apresentadas, o projeto de grande 

parte das UEPs contempla permutadores do modelo de placas conforme Figura 24. 

Esses permutadores normalmente são construídos com placas planas lisas ou com 

alguma forma de ondulações. Apresentam como principal vantagem o pequeno 

espaço ocupado e o alto coeficiente global de troca térmica, denominado U, que 

relaciona a quantidade de calor trocado com a área de troca térmica e a temperatura 

média logarítimica dos fluidos quente e frio (KERN, 1987). 

As desvantagens deste equipamento estão ligadas à baixa tolerância a 

mudanças bruscas das vazões de fluidos provenientes dos poços de produção, as 

quais podem acarretar o chamado escoamento por golfadas, caracterizado por uma 

grande intermitência de vazão. Este efeito pode ocasionar desalinhamento das 

placas e perda de eficiência. Outra desvantagem está ligada a grande dificuldade de 

substituição de placas, caso haja necessidade de manutenção ou troca das 

mesmas, pois os espaçamentos entre elas é extremamente pequeno, levando a 

necessidade de um suporte de empresa especializada para este serviço, tornando o 

equipamento indisponível por um período maior de tempo. 
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Figura 24: Permutadores de Calor Tipo Placa 

Fonte: COSTA (2011)  

 
2.4.3.2 Fluidos envolvidos no processo 

 
O fluido a ser aquecido, proveniente do reservatório offshore, é uma mistura 

óleo-água-gás que sai do reservatório a temperaturas observadas na prática de 120 

a 150 ºC e chega a UEP em temperaturas observadas na prática na faixa de 17 a  

25 ºC, visto que ocorre grande perda térmica durante o processo de escoamento 

desta mistura do reservatório até a plataforma. Esta perda térmica está relacionada 

às trocas de calor existentes entre a parede das tubulações por onde escoa a 

mistura e a água do mar. 

No início da produção, não se espera uma alta produção de água, ou seja, 

não há previsão de valores elevados de BS&W. Portanto, a característica do fluido 

produzido aproxima-se da característica do óleo. Ao longo do tempo, tem-se um 

aumento da produção de água e por conseguinte do BS&W acarretando em 

modificações das características do óleo, chegando ao final da produção com uma 

mistura de fluidos com características próximas da água produzida. 

Os fluidos quentes utilizados no aquecimento do petróleo variam em relação a 

cada UEP, sendo o projeto pautado no maior aproveitamento energético. No 

exemplo mostrado na Figura 7 do capítulo 1 (item 1.2.1), os permutadores de calor 

utilizam como fluidos quentes respectivamente água produzida a ser descartada, o 

óleo a ser exportado e uma água doce proveniente de um sistema auxiliar da UEP 

chamado de Sistema de Água de Aquecimento. Este sistema mantém uma 

circulação de água doce na UEP, que é mantida aquecida pelos gases exaustos das 
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turbinas através de uma unidade de recuperação de calor, denominada WHRU 

(Waste Heat Recovery Unit). 

 

2.4.3.3 Condições de temperatura, pressão e vazão dos fluidos 
 

Para que a mistura óleo-água-gás que chega a UEP seja aquecida às 

condições previstas em projeto, um acompanhamento da temperatura na entrada e 

saída dos fluidos nos permutadores de calor é fundamental para a eficiência do 

processo.  

As pressões de operação dos fluidos nos permutadores de calor são 

importantes para determinação de possíveis incrustações nos permutadores de 

calor.  

Os dados de pressão e temperatura estão disponíveis diretamente na área 

operacional e são monitorados remotamente pelas áreas de suporte operacional e 

gerenciamento da produção.  

 

2.4.3.4 Premissas adotadas para proposição do indicador 
 

Os indicadores propostos serão baseados em parâmetros monitorados e de 

fácil obtenção. 

Para proposição de um indicador de funcionalidade operacional de 

permutadores de calor em UEPs, algumas premissas devem ser adotadas, já que os 

processos em uma UEP são muito dinâmicos e há diversas variáveis envolvidas. 

 

Algumas premissas utilizadas: 

 
1. A vazão de fluido prevista para chegar a UEP está ligada às curvas de 

produção de óleo, gás e água, as quais são influenciadas por variações 

decorrentes, por exemplo, da indisponibilidade de utilização de gas lift ou 

atraso no início previsto da Injeção de Água, fatores esses não previstos em 

projeto e comuns na prática. A indisponibilidade do sistema de gas lift pode 

acarretar em parada de produção de poços, pois a grande parte dos poços 

não são surgentes. O atraso no início da Injeção de Água pode acarretar 

aumentos na chamada RGO (razão gás óleo), caracterizada pela produção de 
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gás acima da esperada em relação à expectativa de produção de óleo. A 

vazão prevista é proveniente da curva de produção da plataforma a qual não 

considera variações decorrentes das intercorrências citadas; 

 
2. Devido aos petróleos de baixo grau API possuirem grande dependência de 

temperatura para separação óleo-água, a variável temperatura será tratada 

no indicador a ser proposto como a variável principal, sendo ela a balizadora 

na identificação do cumprimento da função proposta em projeto dos 

permutadores de calor; 

 

3. Devido a variações constantes nas propriedades da mistura óleo-água 

proveniente dos poços produtores, serão consideradas para efeito de cálculo, 

as médias dessas propriedades ao longo da curva de produção prevista. 

Essas propriedades estão mostradas na base de dados apresentada no 

Anexo B; 

 

 
2.4.3.5 Proposição do Indicador 

 
O Indicador Global proposto para avaliação de permutadores de calor será 

composto pela relação entre a carga térmica real (Q térmica real), ou seja, a carga 

térmica obtida pelo equipamento na condição de vazão da curva de produção e na 

variação de temperatura atual do processo e a carga térmica prevista (Q térmica 

prevista), ou seja, a carga térmica que o equipamento deveria obter na condição de 

vazão da curva de produção e na variação de temperatura prevista no projeto.  

Segundo KERN (1987), a carga térmica pode ser calculada através da 

equação 04: 

 

Q = m x Cp x ∆T          (04) 

 
Onde: 

 

m = vazão mássica de fluido (kg/h) 
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Cp= calor específico do fluido (KJ/kg oC) 

∆T = variação de temperatura do fluido (oC) 

 

Assim sendo, os indicadores para permutadores de calor ficam da seguinte 

forma: 
 

Indicadores: Permutadores de Calor                     IPC 

 
IPC =      Q térmica real 
             Q térmica prevista 

 
Há diversas causas da perda de funcionalidade de permutadores de calor, 

que podem estar associadas, por exemplo, a uma queda na vazão e /ou temperatura 

do fluido de aquecimento e pequenos vazamentos principalmente em permutadores 

de placas. A utilização da carga térmica como indicador permite dar uma resposta 

rápida de queda de funcionalidade do equipamento como um todo, servindo de 

alerta para busca da causa raiz do problema a ser identificada pela área operacional 

da UEP. 

 
2.4.4 Indicador de funcionalidade operacional  para separadores de produção 
 

Os Separadores de Produção são os equipamentos responsáveis pela 

separação do gás, óleo e água. A qualidade da separação óleo-água é influenciada 

diretamente pela temperatura, já que maiores temperaturas facilitam a quebra de 

emulsões, melhorando a separação. 

Os parâmetros principais de monitoramento da separação água-óleo são as 

medições de nível de interface água-óleo, medições de nível de óleo e a medição 

periódica de BS&W. 

Embora a medição de nível de interface água-óleo e medição de nível de óleo 

estejam disponíveis remotamente, as variações decorrentes das propriedades dos 

fluidos ao longo da produção em uma UEP influenciam na representatividade dos 

valores de medição obtidos. 
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Desta forma, será considerado para o monitoramento da separação óleo-água 

no Separador de Produção a medição da quantidade de água presente na corrente 

de saída de óleo, ou seja, o BS&W desta corrente. As análises de BS&W são 

realizadas por técnico químico da UEP, sendo portanto de maior representatividade.  

O indicador proposto irá avaliar a funcionalidade do Separador de Produção 

através da relação entre a vazão de água média prevista na corrente de óleo de 

saída do Separador de Produção, calculada pela curva de produção da UEP com 

um BS&W de 12,5%, e a vazão de água real nesta corrente. 

Este valor de BS&W utilizado de 12,5% é uma média da faixa de projeto para 

a entrada do Tratador Eletrostático, que se situa entre 5 e 20%.  

Vale observar que valores de BS&W situados na faixa de 1,1 a 4,9% na saída 

do Separador de Produção estão fora da faixa ideal para operação do Tratador 

Eletrostático, podendo acarretar em menor funcionalidade deste equipamento. Este 

fato pode ser explicado pela necessidade de haver uma quantidade mínima de água 

emulsionada ao petróleo para facilitar a ação do campo elétrico do equipamento no 

fenômeno de coalescência das gotas de água. 

Como premissa do indicador, será considerado que a área operacional 

seguirá um procedimento operacional para adicionar água no óleo de entrada do 

Tratador Eletrostático, no caso deste óleo possuir BS&W situados na faixa de 1,1 a 

4,9%, permitindo que o equipamento trabalhe na faixa ideal de operação. 

Pelo fato da proposta ser de um Indicador Global de Funcionalidade, será 

considerado que quanto maior for a retirada de água no Separador de Produção, 

maior será a funcionalidade do equipamento.  

 
Indicador: Separador de Produção                     ISP 

 
 

ISP =      Vazão água prevista média  
                     Vazão real de água  
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2.4.5 Indicador de funcionalidade operacional para tratadores eletrostáticos 
 

Os Tratadores Eletrostáticos são os equipamentos responsáveis pela quebra 

da emulsão óleo-água. O óleo na saída do Tratador Eletrostático deve possui BS&W 

especificado em projeto para exportação, ou seja, ser de no máximo 1%. 

Os parâmetros principais de monitoramento do Tratador Eletrostático são as 

medições de nível de interface água-óleo, medições de nível de óleo, intensidade da 

corrente elétrica e a medição periódica de BS&W. 

Da mesma forma que no Separador de Produção, embora a medição de nível 

de interface água-óleo e medição de nível de óleo estejam disponíveis remotamente, 

as variações decorrentes das propriedades dos fluidos ao longo da produção em 

uma UEP influenciam na representatividade dos valores de medição obtidos. 

A intensidade da corrente elétrica é ajustada através do monitoramento do 

transformador instalado no Tratador Eletrostático. Os valores desta corrente são 

ajustados a partir do BS&W de entrada do equipamento. Como premissa, será 

admitido que o ajuste da intensidade corrente elétrica a ser realizada seguirá o 

recomendado para o projeto, estando limitada ao valor equivalente ao BS&W de 

entrada no equipamento de 20%.  

Assim sendo, o Indicador de Global de Funcionalidade operacional proposto 

irá relacionar a vazão de água prevista na corrente de óleo da saída do tratador 

eletrostático, calculada pela curva de produção da UEP com 1% de BS&W , e a 

vazão de água real nesta corrente. As análises de BS&W são realizadas por técnico 

químico da UEP, sendo portanto de maior representatividade. 

Como premissa do indicador será considerado que os ajustes operacionais no 

Separador de Produção relatados no item 2.1.2 serão realizados permitindo que o 

BS&W de entrada do Tratador Eletrostático esteja dentro de sua faixa de projeto. 

Assim sendo, será considerado que quanto maior for a retirada de água no 

Tratador Eletrostático, maior será a funcionalidade do equipamento.  

 

Indicador: Tratador Eletrostático                     ITE 

 
ITE =      Vazão água prevista  
                  Vazão real de água 
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2.4.6 Indicador de funcionalidade operacional para desemulsificante 
 

Os desemulsificantes são os produtos químicos responsáveis pela quebra da 

emulsão água-óleo, conforme já detalhado no item 1.2.1.1.  

Eles possuem formulações muito específicas, pois levam em consideração as 

características físico-químicas de cada petróleo.  

Assim sendo, cada UEP possui um desemulsificante específico, já que um 

petróleo produzido em uma dada UEP pode possuir características bem distintas de 

um petróleo produzido em outra UEP proveniente de um mesmo reservatório. 

Pelo fato de serem específicos de cada petróleo, diferentes formulações são 

desenvolvidas por diferentes fornecedores de produtos químicos. Os valores práticos 

típicos para concentração de desemulsificante utilizado em petróleos de grau API 

médio de 20, estão na faixa de 10 a 30 ppm (parte por milhão), calculados pela 

produção bruta (óleo e água) através da equação 05: 

 

 

           (05) 

 
Onde: 

 

Cd  = Concentração de Desemulsificante (ppm); 

Qd  = Vazão de desemulsificante (l/h); 

Qp  = Produção Bruta (óleo+água) (m3/h); 

 
O Indicador proposto de Funcionalidade Operacional irá relacionar a vazão de 

desemulsificante prevista, calculada utilizando-se 20 ppm de produto na vazão bruta 

da curva de produção, e a vazão de desemulsificante real. 

Como a dosagem de desemulsificante influencia no processo de separação 

como um todo, será considerado que quanto maior for a vazão de desemulsificante 

utilizada, menor será a funcionalidade do processo.  
 

Indicador: Desemulsificante                     IDE 

 

Q p
1 0 0 Q d = d C
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IDE =      Vazão de desemulsificante prevista  
                  Vazão real de desemulsificante 
 
 

2.4.7 Indicador de funcionalidade operacional para inibidor de incrustação 
 

Outro produto químico de grande importância no processo de separação óleo-

água é o inibidor de incrustação. Este produto é responsável por evitar a formação 

de incrustação, a qual pode vir a ocorrer com o aumento da produção de água. 

Assim como desemulsificantes, os inibidores de incrustação possuem 

formulações muito específicas, levando em consideração as características físico-

químicas da água produzida. 

Cada UEP possui um inibidor de incrustação específico, já que a água 

produzida em uma dada UEP pode possuir características bem distintas de uma 

água produzida em uma outra UEP proveniente de um mesmo reservatório. 

Pelo fato de serem específicos de cada petróleo, diferentes formulações são 

desenvolvidas por diferentes fornecedores de produtos químicos. Os valores práticos 

típicos para concentração de inibidor de incrustação utilizado para petróleos de grau 

API médios de 20, estão na faixa de 20 a 40 ppm, calculados pela vazão de água 

produzida através da equação 06: 

 

 
           (06) 

 

Onde: 

 

Ci   = Concentração de Inibidor de Incrustação (ppm); 

Qi   = Vazão de Inibidor de Incrustação (l/h); 

Qa  = Produção de água (m3/h); 

 

O indicador proposto irá relacionar a vazão de inibidor de incrustação real  e a 

vazão de inibidor de incrustação prevista, calculada utilizando-se 30 ppm de produto 

na vazão de água produzida da curva de produção. 

Q a
1 0 0 Q i = i C
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Assim como o desemulsificante, o inibidor de incrustação influencia no 

processo de separação como um todo. No entanto, vazões baixas de inibidor de 

incrustação diminuem a funcionalidade do processo. Portanto será considerado que 

quanto menor for a vazão de inibidor de incrustação utilizada, menor será a 

funcionalidade do processo.  

 
Indicador: Inibidor de Incrustação                     IIN 

 
IIN=      Vazão real de inibidor de incrustação  
             Vazão de inibidor de incrustação prevista 
 

2.5. Normalização de Indicadores 

 
Como o objetivo da análise é a composição de indicadores globais para 

avaliação da funcionalidade do sistema de Separação e Tratamento de Óleo de uma 

UEP através do Indicador Global de Funcionalidade Operacional, há necessidade de 

transformar os indicadores globais em dados comparáveis e adicionáveis, ou seja, 

transferir os dados de escalas e medidas (unidades) diferentes para dados em 

mesma escala e adimensionais.   

Para tal, adotou-se o processo de normalização dos indicadores específicos 

por reescalonamento (Min-Max), tal qual indicado por OCDE apud Carvalho (2009), 

conforme demonstrado na equação 07.   

Esta metodologia é utilizada pela Organização das Nações Unidas (ONU) na 

composição do Índice de Desenvolvimento Humano (IDH) (ONU, 2011) para a 

comparação de dados entre delimitações geográficas e garante que os indicadores 

sejam reajustados de forma a apresentarem dados no intervalo [0,1] e que sejam 

comparáveis entre si para que possam compor um indicador global.   
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Onde: 

 

w : índice do indicador específico 

Xw: indicador específico w 

wX : indicador normalizado oriundo do indicador específico Xw 

min (Xw): valor mínimo do indicador específico no período de produção 

analisado 

max (Xw): valor de projeto ou a melhor estimativa do indicador específico no 

período de produção analisado  

 

2.6. Priorização de Indicadores 

 
Neste estudo, foi utilizado o Método de Soma Ponderada conforme  detalhado 

no item 1.5.3. 

Para isso, serão obtidos produtos entre as notas (N), valoração de 1 a 10, 

considerando a aplicabilidade dos critérios e os pesos (P), de 1 a 5, atribuídos a 

cada critério considerado. Sua prioridade será determinada de acordo com o valor 

total obtido através do estudo, tendo os valores mais baixos, menor expressão e 

valores mais altos uma maior expressão no processo decisório. 

 Como as prioridades numéricas são provenientes das tomadas de decisões, 

estes números representam a habilidade em meio às alternativas de possibilitar o 

objetivo a ser alcançado. Resumindo através da equação 08: 

 
Pr = Σ (N x P)n           (08)

      

Onde:  

Pr = priorização 

N= nota 

P= pesos 

n= quantidade de indicadores globais avaliados 
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Os indicadores levantados foram alistados em um questionário binário, 

mostrado no Anexo C, contendo os critérios propostos com seu respectivo peso (P) 

e uma tabela de notas (N) de aplicabilidade dos critérios. 

Este questionário foi submetido à avaliação de 15 (quinze) representantes do 

sistema de gestão da respectiva UEP, sendo 5 (cinco) representantes da área 

operacional,  5 (cinco) representantes da área de suporte operacional e  5 (cinco) 

representantes da área de gerenciamento da produção, os quais avaliaram os 

critérios de peso (P) e atribuíram notas de aplicabilidade (N) a estes critérios.  

Para tal avaliação, foi estabelecida uma matriz de priorização composta por 

colunas e linhas, sendo que para a posição de colunas foi descrita a estrutura dos 

indicadores específicos, simultaneamente, estas informações foram ponderadas 

através de linhas matriciais formuladas a partir da simplificação dos critérios 

indicados por François (2004) para a adequação do uso aplicado ao sistema 

estudado.   

Separado em critérios propostos, as avaliações descrevem que quanto maior 

o peso e nota, maior é a importância da informação obtida pelo indicador  como 

demonstrados nas Tabelas 3 e 4: 

 
Tabela 3: Pesos para as avaliações dos critérios  

Fonte: MATARAZZO (1995), adaptada pelo Autor 

 

Critério para avaliação da 
interação do equipamento com 

o Processo de Separação e 
Tratamento de Óleo 

Peso relacionado ao grau de 
importância do critério 

Concorre para ajuste operacional 

do processo 
1,0 

Concorre para minimização do 

custo do processo 
3,0 

Concorre para o efeito na 

qualidade do produto obtido 
4,0 

Concorre para atendimento a 

requisito legal do produto obtido 
5,0 
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Tabela 4: Notas para avaliações dos critérios 

Fonte: MATARAZZO (1995), adaptada pelo Autor 

 

Relevância para o Processo de Separação e 
Tratamento de Óleo 

Nota 

Não relevante 1,0 – 2,9 

Baixa relevância 3,0 – 4,9 

Média relevância 5,0 – 6,9 

Alta relevância 7,0 - 10 

 
A fim de alcançar a priorização dos indicadores, foi desenvolvida por meio da 

metodologia de Soma Ponderada (FREEMAN, 1990), a construção da matriz 

simplificada com os seguintes passos:  

 

• Listaram-se os Indicadores Globais a serem priorizados em um mesmo nível 

de significância;  

• Calculou-se a média de pesos e notas atribuídos pelos 5 (cinco) avaliadores 

de cada área do sistema de gestão da UEP, tal qual estabelecido nas Tabelas 

3 e 4; 

• Calculou-se o valor da soma ponderada dos produtos entre notas e pesos de 

cada área avaliada, através da equação 08;  

 

Através da utilização dos Indicadores Globais priorizados na utilização da 

matriz simplificada foram definidos os grupos de indicadores cuja relevância tenha 

sido mais significativa em relação à relevância de outros Indicadores Globais. Dessa 

forma, foram alcançadas as condições necessárias que fundamentam a seguinte 

etapa do estudo, a identificação do Indicador Global de Funcionalidade Operacional. 
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2.7. Proposição do Indicador Global de Funcionalidade Operacional 
 

Após a compilação dos dados foi necessário expressar cada um dos 

indicadores descritos na priorização em valores que estivessem entre 0 a 1. Para 

isto, usou-se a metodologia de normalização de indicadores descrita no item 2.5. 

Dentro deste contexto, o Indicador Global de Funcionalidade Operacional foi 

obtido através de um somatório para cada grupo de indicadores globais em cada 

segmento, gerando assim as equações 09, 10 e 11: 

 

 IGtt = IPC1.(f1)+IPC2.(f2)+IPC3.(f3)        (09)           

                       

                               
Onde: 

 
IGtt = Indicador Global de Funcionalidade da troca térmica. 

IPC1= Indicador de funcionalidade do permutador de calor P-01 

f1=coeficiente de priorização do permutador de calor P-01      
IPC2= Indicador de funcionalidade do permutador de calor P-02 

f2=coeficiente de priorização do permutador de calor P-02      
IPC3= Indicador de funcionalidade do permutador de calor P-03 

f3=coeficiente de priorização do permutador de calor P-03   
 

 

IGst = ISP.(f4)+ITE.(f5)         (10) 

 
Onde: 

 
IGst = Indicador Global de Funcionalidade de Separação e Tratamento. 

ISP= Indicador de funcionalidade do separador de produçao 

f4=coeficiente de priorização do separador de produção      
ITE= Indicador de funcionalidade do tratador eletrostático 

f5=coeficiente de priorização do tratador eletrostático      
 
 



89 
 

IGpq =  IDE.(f6) + IIN.(f7)           (11) 

 

Onde: 

 
IGpq = Indicador Global de Funcionalidade de Tratamento Químico. 

IDE= Indicador de funcionalidade do desemulsificante 

f6=coeficiente de priorização do desemulsificante 

IIN= Indicador de funcionalidade do inibidor de incrustação 

f7=coeficiente de priorização do inibidor de incrustação 

      
Assim sendo, define-se o Indicador Global de Funcionalidade Operacional 

(IGFO) da pela equação 12: 

 
IGFO = IGtt  + IGst  + IGpq        (12) 

  

Como o sistema de gestão da UEP envolve três diferentes áreas (operacional, 

suporte operacional e gerenciamento da produção), serão gerados três Indicadores 

Globais de Funcionalidade Operacional, contemplando em cada um a visão da 

respectiva área.  

 
Indicador Global de Funcionalidade Operacional com a visão da Área 

Operacional: IGFOOP 

 

Indicador Global de Funcionalidade Operacional com a visão da Área de 

Suporte Operacional: IGFOSOP 

 

Indicador Global de Funcionalidade Operacional com a visão da Área de 

Gerenciamento da Produção: IGFOGOP 

 

 



90 
 

3. ESTUDO DE CASO 

 
 

3.1 Modelo do Sistema de Separação e Tratamento de Óleo 
 

O Sistema de Separação e Tratamento de Óleo envolve diversos 

equipamentos e produtos químicos, conforme já vistos no item 2.1.  

Uma UEP pode ser composta por 1 (um) ou 2 (dois) Sistemas de Separação 

e Tratamento de Óleo a depender da quantidade de poços produtores previstos no 

projeto. No caso de haver 2 (dois) Sistemas, têm-se o que se denomina 2 (dois) 

“trens de produção”, acarretando em duplicidade dos equipamentos, como por 

exemplo a presença de 2 (dois) Separadores de Produção, 2 (dois) Tratadores 

Eletrostáticos e 4 (quatro) a 6 (seis) permutadores de calor. 

Por questões de confidencialidade, será proposto um modelo de estudo 

genérico de uma Plataforma denominada T-1, contendo um Sistema de Separação e 

Tratamento de Óleo com 1 (um) “trem de produção”, 3 (três) trocadores de calor, 1 

(um) Separador de Produção e 1 (um) Tratador Eletrostático, conforme Figura 25. 

A base de dados a ser utilizada será de dados típicos de processo de uma 

UEP com petróleo de grau API na faixa de 20 (vinte), valor médio típico dos 

reservatórios offshore brasileiros, constatados em experiência prática.  

A base de avaliação dos dados será de 3 (três) anos de operação da 

plataforma T-1 compreendidos entre 2008 a 2010. A escolha do período de 

avaliação levou em conta a presença de dados já consolidados de forma a permitir 

uma discussão sobre a aplicabilidade dos indicadores propostos no capítulo 2. 

Como alguns dos dados necessários à avaliação são obtidos de forma 

instantânea, através de acompanhamento remoto, e outros são resultantes de 

análises químicas, foram adotadas médias mensais de toda a base de dados, 

excluindo-se desta média os dados provenientes de erros associados ao sistema de 

acompanhamento remoto e /ou das análises químicas. 

No caso das vazões de produção de óleo, gás e água durante os anos 

analisados, dados esses que compõem a chamada curva de produção da plataforma 

T-1, foi utilizado em cada mês analisado uma média anual destes valores.  

O Anexo A apresenta a média dos resultados dos questionários realizados 

para cada área avaliada e a priorização dos indicadores em cada área do sistema de 
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gestão da UEP. O Anexo B mostra a base de dados e a normalização de dados 

realizada. O modelo de questionário enviado para os representantes de cada área 

de atuação é mostrado no Anexo C. 

 

3.2 Metodologia de Cálculo dos Indicadores  
 

Os indicadores globais propostos foram calculados e posteriormente 

priorizados para cada uma das visões propostas através da seguinte sequencia de 

cálculo: 

 

1) Foi levantada a base de dados para cálculo dos indicadores de cada 

equipamento. Esta base encontra-se no Anexo B; 

 2) A partir desta base de dados, os indicadores de cada equipamento foram 

calculados pelas suas respectivas equações de cálculo mostradas no item 2.4 e 

posteriormente normalizados confome metodologia proposta no item 2.5. Os 

resultados  dos cálculos dos indicadores e de suas normalizações encontram-se no 

Anexo B; 

3) Após normalização, os indicadores de cada equipamento foram priorizados 

por cada área envolvida na gestão da UEP através da metodologia proposta no item 

2.6. A partir da priorização realizada, foram calculados os coeficientes de priorização 

(f) para estes indicadores ligados a cada área do sistema de gestão. Estes dados 

encontram-se no Anexo A; 

4) Com os coeficientes de priorização definidos para cada indicador em cada 

área do sistema de gestão da UEP, foram calculados os indicadores globais e os 

Indicadores Globais de Funcionalidade Operacional propostos no item 2.7; 

 

Com o cálculo dos indicadores globais e Indicadores Globais de 

Funcionalidade Operacional no período de avaliação da plataforma T-1 

compreendido entre os anos de 2008 e 2010, obtêm-se os dados necessários para 

análise dos resultados. 
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Figura 25: Esquemático do Sistema de Separação e 

Tratamento de Óleo da plataforma T-1 
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4. AVALIAÇÃO DOS RESULTADOS 
 
 
4.1. Análise dos resultados da priorização dos Indicadores com a visão da 
área operacional  
 

A Tabela 5 apresenta os valores do resultado do somatório da matriz de 

priorização e da contribuição de cada indicador com a visão da área operacional 

obtida após a ponderação dos resultados das avaliações acerca da importância 

relativa dos indicadores específicos utilizando a metodologia já explicitada. 

 
Tabela 5: Priorização dos indicadores com a visão da área operacional 

 Indicador Priorizado Resultado Coeficiente 
(f) em % 

1 
Indicador de Funcionalidade 

Operacional do Tratador Eletrostático 
50 32,26 

2 
Indicador de Funcionalidade 

Operacional do Desemulsificante 
40 25,81 

3 

Indicador de Funcionalidade 

Operacional do Inibidor de 

Incrustação 

40 25,81 

4 

Indicador de Funcionalidade 

Operacional do Permutador de Calor 

P-03 

10 6,45 

5 

Indicador de Funcionalidade 

Operacional do Permutador de Calor 

P-01 

7 4,52 

6 

Indicador de Funcionalidade 

Operacional do Permutador de Calor 

P-02 

7 4,52 

7 

Indicador de Funcionalidade 

Operacional do Separador de 

Produção 

1 0,65 

Total 155 100 
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Os resultados obtidos permitem observar que a área operacional dá grande 

importância aos indicadores relacionados ao resultado final, ou seja, há uma grande 

preocupação em atingir as metas de produção previamente acordadas.  Observa-se 

que não é dada uma ênfase em indicadores que representem a operação da UEP 

conforme condições de projeto previamente estabelecidas. 

Esta constatação fica clara a partir do agrupamento dos Indicadores Globais 

de Funcionalidade propostos (IGtt, IGst e IGpq) durante os anos de 2008 a 2010 para 

a plataforma T-1 mostrados na Figura 26. 
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Figura 26: Comparação dos indicadores globais de funcionalidade com a visão da área operacional 

 
Para a constituição do Indicador Global de Funcionalidade Operacional com a 

visão da área operacional (IGFOop) utilizou-se a soma dos indicadores de 

funcionalidade propostos, conforme capítulo 2 (item 2.7). 

De forma a avaliar o indicador proposto, os dados obtidos foram analisados 

anualmente, conforme Figuras 27, 28 e 29. 
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Figura 27: Indicador Global de Funcionalidade Operacional da área operacional (ano 2008) 
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Figura 28: Indicador Global de Funcionalidade Operacional da área operacional (ano 2009) 
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Figura 29: Indicador Global de Funcionalidade Operacional da área operacional (ano 2010) 

 
Na Figura 27 observa-se que o IGFOop possui um valor médio de 40, estando 

na maioria dos meses acima de 35. Nos meses de fevereiro e julho de 2008 houve 

uma indisponibilidade no permutador de calor P-01, que causou grande baixa no 

IGtt. Avaliando o ano de 2008 como um todo, o resultado do IGFOop obtido é muito 

influenciado pelos valores do IGst e do IGpq (Figura 22), que somados constituem em 

média 73% do IGFOop em 2008. Assim, verifica-se que, apesar da visão operacional 

não atribuir pesos elevados aos indicadores que compõem o IGtt, o impacto da baixa 

funcionalidade da UEP encontra-se em grande parte neste indicador, o qual está 

ligado portanto aos permutadores de calor.   

Já na Figura 28, verifica-se que o IGFOop possui um valor médio anual de 48, 

com valores mensais quase sempre acima de 40. Assim como no ano de 2008, 

percebe-se que o resultado também é influenciado pelos valores IGst e do IGpq, que 

somados constituem em média 81% do IGFOop no ano de 2009. Pode-se verificar 

também que o impacto da baixa funcionalidade da UEP encontra-se no IGtt.  

Pela Figura 29, percebe-se que o IGFOop possui um valor médio anual de 35, 

com valores mensais quase sempre acima de 30. No mês de março de 2010 houve 

uma indisponibilidade no permutador de calor P-01, que causou grande baixa no 

IGtt.  Assim como nos anos anteriores, este resultado também é influenciado pelos 

valores IGst e do IGpq (figura 26), que somados constituem em média 77% do 
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IGFOop no ano de 2010. Assim, percebe-se também que neste ano o impacto da 

baixa funcionalidade da UEP encontra-se no IGtt.   

De forma geral, embora a visão da área operacional de uma UEP esteja mais 

ligada ao resultado final, ou seja, a priorização realizada tenha levado a um grau de 

importância maior para os indicadores ligados ao IGst e do IGpq, verifica-se que o 

maior impactante no IGFOop foi o IGtt.  

 
4.2. Análise dos resultados da priorização dos Indicadores com a visão da 
área de suporte operacional  
 

A Tabela 6 apresenta os valores do resultado do somatório da matriz de 

priorização e da contribuição de cada indicador com a visão da área de suporte 

operacional obtida após a ponderação dos resultados das avaliações acerca da 

importância relativa dos indicadores específicos utilizando a metodologia já 

explicitada.  

 
Tabela 6: Priorização dos indicadores com a visão da área de suporte operacional 

 Indicador Priorizado Resultado Coeficiente 
(f) em % 

1 
Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Tratador Eletrostático 
50 19,08 

2 
Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Permutador de Calor P-01 
40 15,27 

3 
Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Permutador de Calor P-02 
40 15,27 

4 
Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Permutador de Calor P-03 
40 15,27 

5 
Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Desemulsificante 
32 12,21 

6 
Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Inibidor de Incrustação 
32 12,21 

7 
Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Separador de Produção 
28 10,69 

Total 262 100 
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Os resultados obtidos permitiram observar que a área de suporte operacional 

possui uma visão bem integrada do processo, distribuindo bem uniformemente o 

grau de importância dos indicadores.  

Esta constatação fica clara a partir do agrupamento dos Indicadores Globais 

de Funcionalidade propostos (IGtt, IGst e IGpq) durante os anos de 2008 a 2010 para 

a plataforma T-1 mostrados na Figura 30. 
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Figura 30: Comparação dos indicadores globais de funcionalidade com a visão da área de suporte 

operacional 

 
Para a constituição do Indicador Global de Funcionalidade Operacional com 

visão da área de suporte operacional (IGFOsop) utilizou-se a soma dos indicadores 

de funcionalidade propostos, conforme capítulo 2 (item 2.7). 

De forma a avaliar o indicador proposto, os dados obtidos foram analisados 

anualmente, conforme Figuras 31, 32 e 33. 
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Figura 31: Indicador Global de Funcionalidade Operacional da área de suporte operacional (ano 

2008) 
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Figura 32: Indicador Global de Funcionalidade Operacional da área de suporte operacional (ano 

2009) 
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Figura 33: Indicador Global de Funcionalidade Operacional da área de suporte operacional (ano 

2010) 

 
Na Figura 31 observa-se que o IGFOsop possui um valor anual médio de 38, 

estando na maioria dos meses acima de 40. Nos meses de fevereiro e julho de 2008 

houve uma indisponibilidade no permutador de calor P-01, que causou grande baixa 

no IGtt. Verifica-se no resultado do Indicador Global de Funcionalidade Operacional 

uma maior influência dos valores IGtt (Figura 30), constituindo em média 48% do 

IGFOsop no ano de 2008. Mesmo sendo de maior influência no IGFOsop, o valor 

médio do IGtt no ano de 2008 esteve em 18, valor este que evidencia uma baixa 

funcionalidade dos permutadores de calor. Um aumento na funcionalidade do 

sistema como um todo é observada pelo incremento do IGpq, o qual constitui em 

31% do IGFOsop de 2008.   

Já na Figura 32 observa-se que o IGFOsop possui um valor anual médio de 

42, estando também quase sempre acima de 40. Assim como em 2008, verifica-se 

no resultado do Indicador Global de Funcionalidade Operacional uma maior 

influência dos valores IGtt do ano de 2009 (Figura 30), constituindo em média 41% 

do IGFOsop. Mesmo sendo de maior influência no IGFOsop, o valor médio do IGtt no 

ano de 2009 esteve em 17, evidenciando também uma baixa funcionalidade dos 

permutadores de calor. Pode-se verificar também que o IGpq, que constitui em 32% 

do IGFOsop, aumenta a funcionalidade do sistema. 
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Pela Figura 33, percebe-se que o IGFOsop possui um valor médio anual de 38, 

com valores mensais quase sempre acima de 35. Assim como nos anos anteriores, 

este resultado também é influenciado pelos valores do IGtt (Figura 30), que constitui 

em média 46% do IGFOsop do ano de 2010. Neste ano também se verifica que 

valores muito baixos do IGFOsop podem ser compensados pelo incremento do IGpq, 

que constitui em 27% do IGFOsop. 

Observa-se que a área de suporte operacional de uma UEP possui uma visão 

bem integrada do processo, já que distribui bem uniformemente a priorização dos 

indicadores. 

Pode-se verificar que, na visão do suporte operacional, os permutadores de 

calor possuem grande importância na funcionalidade da UEP e que uma forma de 

compensar valores muito baixos do IGFOsop é através do aumento do consumo de 

produtos químicos, o qual pode ser visualizado pelos valores percentuais nos 

indicadores relativos ao IGpq. 

Assim como na visão operacional, observa-se que os resultados do Indicador 

Global de Funcionalidade Operacional com a visão do suporte operacional 

evidenciam que os contribuintes principais na queda de funcionalidade da UEP são 

os permutadores de calor.  

 
4.3. Análise dos resultados da priorização dos Indicadores com a visão da 
área de gerenciamento da produção  
 

A Tabela 7 apresenta os valores do resultado do somatório da matriz de 

priorização e da contribuição de cada indicador com a visão da área de 

gerenciamento da produção obtida após a ponderação dos resultados das 

avaliações acerca da importância relativa dos indicadores específicos utilizando a 

metodologia já explicitada.  
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Tabela 7: Priorização dos indicadores com a visão da área de gerenciamento da produção 

 Indicador Priorizado Resultado Coeficiente 
(f) em % 

1 Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Tratador Eletrostático 50 83,33 

2 Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Desemulsificante 3 5,00 

3 Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Inibidor de Incrustação 3 5,00 

4 Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Permutador de Calor P-01 1 1,67 

5 Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Permutador de Calor P-02 1 1,67 

6 Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Permutador de Calor P-03 1 1,67 

7 Indicador de Funcionalidade Operacional 

do Separador de Produção 1 1,67 

Total 60 100 
 

Pelos resultados obtidos verifica-se que a área de gerenciamento da 

produção possui uma visão extremamente focada em resultados, dando importância 

quase exclusiva ao atendimento de requisito de exportação de óleo.  

Esta constatação fica clara a partir do agrupamento dos Indicadores Globais 

de Funcionalidade propostos (IGtt, IGst e IGpq) durante os anos de 2008 a 2010 para 

a plataforma T-1 mostrados na Figura 34. 
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Figura 34: Comparação dos indicadores globais de funcionalidade com a visão da área de 

gerenciamento da produção 

 
Para a constituição do Indicador Global de Funcionalidade Operacional com 

visão da área de gerenciamento da produção (IGFOgop) utilizou-se a soma dos 

indicadores de funcionalidade propostos, conforme capitulo 2 (item 2.7). 

De forma a avaliar o indicador proposto, os dados obtidos foram analisados 

anualmente, conforme Figuras 35, 36 e 37. 
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Figura 35: Indicador Global de Funcionalidade Operacional da área de gerenciamento da produção 

(ano 2008) 
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Figura 36: Indicador Global de Funcionalidade Operacional da área de gerenciamento da produção 

(ano 2009) 
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Figura 37: Indicador Global de Funcionalidade Operacional da área de gerenciamento da produção 

(ano 2010) 

 
Na Figura 35 observa-se que o IGFOgop possui um valor anual médio de 39, 

com muitas oscilações, sendo praticamente constituído do IGst (Figura 34), o qual 

corresponde a um valor médio de 82% do IGFOsop do ano de 2008. Mesmo sendo 
 



105 
 

de maior influência no IGFOgop, o valor médio do IGst no ano de 2008 esteve em 36, 

valor este que evidencia uma baixa funcionalidade dos equipamentos de separação 

e tratamento. Analisando-se o IGtt,  verifica-se que uma baixa funcionalidade dos 

permutadores de calor contribui de forma decisiva na queda de funcionalidade dos 

equipamentos de separação e tratamento. A tentativa de compensação de menor 

IGtt com o aumento do IGpq não gera efeito significativo para o IGFOgop. 

Já na Figura 32 observa-se que o IGFOgop possui um valor anual médio de 

39, estando quase sempre acima de 35. Assim como em 2008, verifica-se que o 

Indicador Global de Funcionalidade Operacional é praticamente constituído do IGst 

(Figura 30), que corresponde em média a 82% do IGFOsop do ano de 2009. Mesmo 

sendo de maior influência no IGFOsop, o valor médio do IGtt no ano de 2009 esteve 

em 32, evidenciando também uma baixa funcionalidade dos equipamentos de 

separação e tratamento. Assim como em 2008, verifica-se que uma baixa 

funcionalidade dos permutadores de calor contribui de forma decisiva na queda de 

funcionalidade dos equipamentos de separação e tratamento. A tentativa de 

compensação de menor IGtt com o aumento do IGpq não gera efeito significativo 

para o IGFOgop. 

Pela Figura 37, percebe-se que o IGFOgop possui um valor médio anual de 38, 

com valores muito oscilantes, sendo este resultado muito influenciado pelo valor do 

IGst do ano de 2010 (figura 30), que constitui em média 83% do IGFOgop. Verifica-se 

também que uma baixa funcionalidade dos permutadores de calor contribui de forma 

decisiva na queda de funcionalidade dos equipamentos de separação e tratamento. 

A tentativa de compensação de menor IGtt com o aumento do IGpq não gera efeito 

significativo para o IGFOgop. 

Percebe-se que a área de gerenciamento da produção de uma UEP possui 

uma visão focada quase que exclusivamente em resultados, visualizada na grande 

importância dada na priorização do indicador ligado a requisito legal de exportação 

de óleo. 

Pode-se verificar que, na visão do gerenciamento da produção, os 

permutadores de calor também possuem grande importância para a UEP, o que é 

verificado pela sua influência na diminuição da funcionalidade global do sistema de 

separação e tratamento. 

Assim como na visão operacional e do suporte operacional , vale ressaltar 

que os resultados do Indicador Global de Funcionalidade Operacional com a visão 
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do gerenciamento da produção evidenciam, mesmo que de forma indireta, que os 

contribuintes principais na queda de funcionalidade da UEP são os permutadores de 

calor.  
 

4.4. Combinação dos resultados da priorização dos Indicadores com a visão 
da área operacional, do suporte operacional e do gerenciamento da produção  

 
Quando combinadas as informações relativas aos Indicadores Globais 

(IGFOop, IGFOsop e IGFOgop), tal qual na Figura 34, outros tipos de análises podem 

ser conduzidas.   
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Figura 38: Resultados combinados dos Indicadores Globais de Funcionalidade Operacional (IGFOop, 

IGFOsop e IGFOgop) para a  plataforma T-1 entre os anos de 2008 a 2010 

 
O comportamento do gráfico aponta que há uma convergência nos valores 

dos Indicadores Globais de Funcionalidade Operacional para os três grupos de 

avaliadores, evidenciada pelas médias dos valores dos Indicadores Globais de 

Funcionalidade Operacional, que foram de 41 para o IGFOop e 40 para o IGFOsop e 

IGFOgop. 

Desta forma, pode-se agrupar os indicadores propostos através de uma 

média aritmética mensal do IGFOop, IGFOsop e IGFOgop, conforme Figura 39. 
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Figura 39: Indicador Global de Funcionalidade Operacional (IGFO) para a  plataforma T-1 entre os 

anos de 2008 a 2010 

 

 

CONCLUSÕES  
 
 
Conclusões sobre os resultados apresentados  
 

Pelos resultados apresentados conclui-se que o Sistema de Separação e 

Tratamento de Óleo da plataforma T-1 possui uma funcionalidade na faixa de 40, 

constatada pelos três grupos avaliadores. 

Tomando-se como parâmetro a avaliação da curva de produção e o projeto 

da UEP, os valores de funcionalidade obtidos encontram-se bem distantes do 

valores máximos esperados que seriam de 100. No entanto, pelo comportamento 

típico da visão prática, a funcionalidade esperada para os anos de operação 

considerados na avaliação estariam em torno de 70 (Figura 20). Assim sendo, 

observam-se valores de baixa funcionalidade em relação ao esperado pela prática 

operacional. 

Os resultados obtidos permitem concluir que a baixa funcionalidade dos 

permutadores de calor é o grande impactante na queda de funcionalidade do 

Sistema de Separação e Tratamento como um todo, visto que mesmo com  
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aumentos no consumo de produtos químicos, não foi possível suprir 

substancialmente a queda de funcionalidade global. 

Desta forma, ressalta-se a necessidade da priorização de uma política de 

acompanhamento da funcionalidade dos equipamentos, em especial dos 

permutadores de calor, de forma a antecipar a identificação das possíveis causas de 

sua iminente queda de funcionalidade, auxiliando desta forma na política de 

manutenção preditiva da empresa. 

Cabe à gerência executiva da empresa a implantação em seu sistema de 

gestão do IGFO proposto como forma de contribuição de tomada de decisão sobre o 

acompanhamento da funcionalidade do Sistema de Separação e Tratamento de 

Óleo.    
 

Conclusões sobre a pesquisa  
 

Este trabalho teve como objetivo geral estudar os Sistemas de 

Processamento Primário em plataformas de produção de petróleo e gás offshore, de 

forma a propor um modelo de Indicadores Globais de Funcionalidade Operacional a 

fim de facilitar a identificação dos principais contribuintes para a queda de 

funcionalidade desses sistemas. Os objetivos específicos ficaram atrelados ao 

levantamento de uma base de dados para a identificação e proposição de 

indicadores globais aplicados ao Sistema de Separação e Tratamento de Óleo de 

forma a permitir a geração de Indicadores Globais de Funcionalidade Operacional 

com diferentes focos dentro da estrutura organizacional da UEP.  

No contexto do tema proposto e dentro dos dados analisados neste trabalho 

verificou-se que os Indicadores Globais de Funcionalidade Operacional propostos 

permitem o acompanhamento da queda de funcionalidade do sistema estudado, 

servindo de base para tomada de decisão gerencial que priorize a alocação de 

recursos em equipamentos do sistema que possuam baixa funcionalidade, 

antecipando falhas que possam levar a indisponibilidade do equipamento. 

Os indicadores de funcionalidade na forma de normalização utilizada 

permitem comparações em diversas UEPs dentro da empresa e até mesmo com 

UEPs de outras empresas.  Isto facilita uma atuação pró-ativa permitindo, por 

exemplo, que o histórico operacional de baixa funcionalidade de um dado 
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equipamento resulte em possíveis estudos de desenvolvimento de novas 

tecnologias. 

A proposição dos indicadores de funcionalidade operacional como 

instrumentos de informação e avaliação partiu de inexistência de indicadores que 

monitorassem a funcionalidade dos Sistemas de Processamento Primário de 

Petróleo. O monitoramento existente trata somente dos resultados finais, não 

permitindo, por exemplo, o acompanhamento da funcionalidade de um conjunto de 

equipamentos do sistema. 

Desta forma, foram identificados indicadores de funcionalidade, agrupados 

por categorias, o que permitiu uma visualização associada do Sistema de Separação 

e Tratamento de Óleo por parte das diferentes áreas que compõem a gestão da 

UEP, podendo antecipar a queda de disponibilidade dos sistemas. 

Nesta pesquisa ainda, ao considerar o procedimento adotado na metodologia, 

permitiu-se mensurar o desempenho dos Indicadores Globais de Funcionalidade 

Operacional em um determinado período de tempo, através do grupo de avaliadores 

das diferentes áreas de gestão da empresa sobre a priorização dos indicadores de 

funcionalidade. Nesta mesma perspectiva, pôde-se perceber que a utilização dos 

Indicadores Globais de Funcionalidade Operacional podem responder com sucesso 

às necessidades propostas, devendo para tal que haja a evolução contínua dos 

dados incorporados e dos mecanismos de análise, de forma a manter as 

características alcançadas e permitir a sensibilidade, robustez e simplicidade nas 

respectivas condições de mensuração e análise. 

Os Indicadores Globais de Funcionalidade Operacional foram elaborados 

para simplificar a análise do Sistema de Separação e Tratamento de Óleo como 

forma de identificar contribuintes impactantes na queda de funcionalidade do 

sistema, permitindo assim o estabelecimento de prioridades pela gerência executiva 

que levem em conta a solução dos problemas ligados a esses contribuintes. 

Neste sentido, espera-se que a avaliação dos dados dos IGFO propostos em 

uma série histórica possa melhorar significativamente o processo do gerenciamento 

de uma UEP, com a implantação de uma visão gerencial focada em 

acompanhamento de funcionalidade de equipamentos, atuando assim de forma 

antecipativa com foco em manutenção preditiva. 
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Sugestões sobre pesquisas futuras 

 

Com este estudo foi levantada a necessidade de maiores discussões 

relacionadas a Indicadores Globais, abrindo caminho para novos levantamentos e 

proposições de Indicadores Globais que possibilitem a avaliação sob a ótica de 

funcionalidade os Sistemas de Processamento Primário em UEPs. 

De forma a contribuir para a ampliação do conhecimento sobre o assunto, 

recomendam-se para futuras pesquisas os itens a seguir: 

 
• Efetuar estudo para aumento do número de variáveis utilizadas na proposição 

dos indicadores de funcionalidade, como por exemplo a utilização de dados 

de válvulas de controle, fazendo assim uma busca por uma maior base de 

dados específica para cada equipamento analisado; 

• Propor um estudo ligado à área de confiabilidade para criação de um 

indicador de disponibilidade focado na área operacional; 

• Avaliar outras metodologias de normalização e composição de dados e a 

adequação destas metodologias no escopo do tema proposto; 

• Aumentar o horizonte de dados para a UEP avaliada e expandir a análise 

para diversas UEPs, de forma a subsidiar melhor a tomada de decisão da 

gerência executiva da empresa sobre aplicabilidade dos IGFO propostos; 

• Avaliar diferentes concepções de projetos de UEPs, através da inclusão de 

UEPs projetadas para o Pré-Sal; 

• Ampliar o escopo para proposição de Indicadores Globais de Funcionalidade 

Operacional para os demais Sistemas de Processamento Primário da UEP, 

podendo-se vislumbrar um Indicador Global de Funcionalidade Operacional 

do Sistema de Processamento Primário. 
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ANEXO A - Priorização dos Indicadores 
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ANEXO B - Informações sobre Indicadores Normalizados utilizados na pesquisa 
 

 
P-01 

Base de Dados Ano 2008 Ano 2009 Ano 2010 Unidade de medida
Produção água (média diária Curva de Produção) 5654 15496 15101 m3/d

Produção água (média diária por trem de produção) 2827 7748 7550,5 m3/d
118 323 315 m3/h

Densidade média água 982,02 982,02 982,02 Kg/m3
Cp médio 4,2 4,2 4,2 KJ/Kg C

Variação Temperatura 40 40 40 C
Q térmica prevista 19370730 53089641 51736362 KJ/h

5,4 14,7 14,4 MW
IPC1 = (Q térmica real/ Q térmica prevista)*100

f1 Coeficiente de priorização conforme Anexo A  
 

Período Temperatura entrada de água (ºC) Temperatura saída de água (ºC) Q térmica real (MW) IPC1 IPC1normalizado
jan/08 76,69 71,96 0,64 0,12 0,17
fev/08 29,12 28,08 0,14 0,03 0,02
mar/08 77,78 78,30 0,07 0,01 0,00
abr/08 77,78 78,34 0,08 0,01 0,00
mai/08 79,60 54,05 3,44 0,64 1,00
jun/08 78,73 55,86 3,08 0,57 0,89
jul/08 79,08 65,29 1,86 0,34 0,53

ago/08 79,51 70,81 1,17 0,22 0,33
set/08 80,08 80,60 0,07 0,01 0,00
out/08 79,52 80,12 0,08 0,02 0,00
nov/08 79,82 80,37 0,07 0,01 0,00
dez/08 79,25 79,86 0,08 0,02 0,00
jan/09 79,73 66,38 4,92 0,33 0,51
fev/09 79,51 80,12 0,22 0,02 0,00
mar/09 78,56 79,10 0,20 0,01 0,00
abr/09 77,65 78,17 0,19 0,01 0,00
mai/09 74,79 75,34 0,20 0,01 0,00
jun/09 63,24 63,80 0,21 0,01 0,00
jul/09 78,33 78,95 0,23 0,02 0,00

ago/09 78,34 78,93 0,22 0,01 0,00
set/09 71,27 71,83 0,21 0,01 0,00
out/09 72,05 72,70 0,24 0,02 0,01
nov/09 77,30 77,85 0,20 0,01 0,00
dez/09 76,60 77,19 0,22 0,01 0,00
jan/10 72,61 73,15 0,20 0,01 0,00
fev/10 76,87 77,47 0,22 0,02 0,00
mar/10 71,35 71,92 0,20 0,01 0,00
abr/10 57,94 58,46 0,19 0,01 0,00
mai/10 70,75 71,35 0,22 0,01 0,00
jun/10 70,62 71,22 0,22 0,01 0,00
jul/10 70,10 70,70 0,22 0,02 0,00

ago/10 81,25 81,90 0,23 0,02 0,01
set/10 75,07 75,69 0,22 0,02 0,00
out/10 60,08 60,59 0,18 0,01 0,00
nov/10 74,05 74,70 0,23 0,02 0,01
dez/10 71,27 71,87 0,22 0,02 0,00

Máximo 0,64
Mínimo 0,01  
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P-02

Base de Dados Ano 2008 Ano 2009 Ano 2010 Unidade de medida
Produção óleo (média diária Curva de Produção) 8229 8280 12687 m3/d

Produção óleo (média diária por trem de produção) 4114,5 4140 6343,5 m3/d
171 173 264 m3/h

Densidade média óleo 903,315 903,315 903,315 Kg/m3
Cp médio 3,1 3,1 3,1 KJ/Kg C

Variação Temperatura 42 42 42 C
Q térmica prevista 20455730 20582507 31537471 KJ/h

5,7 5,7 8,8 MW
IPC2 = (Q térmica real/ Q térmica prevista)*100

f2 Coeficiente de priorização conforme Anexo A  
 

Período Temperatura entrada de óleo (ºC) Temperatura saída de óleo (ºC) Q térmica real (MW) IPC2 IPC2normalizado
jan/08 41,70 78,67 5,00 0,88 0,67
fev/08 20,62 32,86 1,66 0,29 0,21
mar/08 42,32 82,13 5,39 0,95 0,72
abr/08 32,73 80,62 6,48 1,14 0,87
mai/08 58,21 82,20 3,25 0,57 0,43
jun/08 57,58 81,72 3,27 0,57 0,43
jul/08 46,56 47,39 0,11 0,02 0,00

ago/08 45,68 81,57 4,86 0,85 0,65
set/08 26,30 81,17 7,42 1,31 1,00
out/08 28,86 82,72 7,29 1,28 0,98
nov/08 29,97 81,75 7,01 1,23 0,94
dez/08 28,67 82,32 7,26 1,28 0,98
jan/09 53,43 81,41 3,81 0,67 0,50
fev/09 47,29 82,59 4,81 0,84 0,64
mar/09 47,34 81,88 4,70 0,82 0,63
abr/09 48,85 81,46 4,44 0,78 0,59
mai/09 47,46 82,16 4,72 0,83 0,63
jun/09 46,74 33,42 1,81 0,32 0,23
jul/09 48,91 32,99 2,17 0,38 0,28

ago/09 45,88 83,20 5,08 0,89 0,68
set/09 41,68 77,89 4,93 0,86 0,66
out/09 41,50 79,98 5,24 0,92 0,70
nov/09 41,43 81,03 5,39 0,94 0,72
dez/09 40,09 79,82 5,41 0,95 0,72
jan/10 39,73 74,98 7,35 0,84 0,64
fev/10 33,29 34,28 0,13 0,02 0,00
mar/10 30,41 74,52 6,01 0,69 0,52
abr/10 30,99 73,21 5,75 0,66 0,50
mai/10 29,14 68,62 5,37 0,61 0,46
jun/10 28,40 76,75 6,58 0,75 0,57
jul/10 27,78 80,58 7,19 0,82 0,62

ago/10 29,08 80,29 6,97 0,80 0,60
set/10 26,69 74,42 6,50 0,74 0,56
out/10 31,08 81,76 6,90 0,79 0,60
nov/10 32,17 69,42 5,07 0,58 0,44
dez/10 31,90 80,09 6,56 0,75 0,57

Máximo 1,31
Mínimo 0,02  
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P-03

Base de Dados Ano 2008 Ano 2009 Ano 2010 Unidade de medida
Produção óleo (média diária Curva de Produção) 8229 8280 12687 m3/d

Produção óleo (média diária por trem de produção) 4114,5 4140 6343,5 m3/d
171 173 264 m3/h

Densidade média óleo 845,2 845,2 845,2 Kg/m3
Cp médio 2,1 2,1 2,1 KJ/Kg C

Variação Temperatura 25 25 25 C
Q térmica prevista 7587273 7634295 11697621 KJ/h

2,1 2,1 3,2 MW
IPC3 = (Q térmica real/ Q térmica prevista)*100

f3 Coeficiente de priorização conforme Anexo A  
 
Período Temperatura entrada de óleo (ºC) Temperatura saída de óleo (ºC) Q térmica real (MW) IPC3 IPC3normalizado

jan/08 77,33 52,13 2,12 1,01 0,73
fev/08 52,93 52,28 0,05 0,03 0,02

mar/08 78,39 53,04 2,14 1,01 0,74
abr/08 77,73 52,92 2,09 0,99 0,72
mai/08 80,30 52,80 2,32 1,10 0,80
jun/08 79,43 51,98 2,31 1,10 0,80
jul/08 46,45 43,92 0,21 0,10 0,07

ago/08 80,47 47,24 2,80 1,33 0,97
set/08 80,12 58,80 1,80 0,85 0,62
out/08 80,03 52,99 2,28 1,08 0,79
nov/08 80,46 52,01 2,40 1,14 0,83
dez/08 80,30 52,37 2,35 1,12 0,81
jan/09 80,38 51,70 2,43 1,15 0,83
fev/09 81,40 54,43 2,29 1,08 0,78

mar/09 80,50 53,50 2,29 1,08 0,78
abr/09 78,17 54,74 1,99 0,94 0,68
mai/09 75,91 52,14 2,02 0,95 0,69
jun/09 65,41 52,50 1,09 0,52 0,37
jul/09 65,97 48,07 1,52 0,72 0,52

ago/09 78,86 50,44 2,41 1,14 0,83
set/09 76,56 53,35 1,97 0,93 0,67
out/09 77,47 48,87 2,43 1,14 0,83
nov/09 77,79 57,55 1,72 0,81 0,59
dez/09 77,78 54,01 2,02 0,95 0,69
jan/10 73,99 53,90 2,61 0,80 0,58
fev/10 57,73 51,96 0,75 0,23 0,17

mar/10 71,88 52,30 2,54 0,78 0,57
abr/10 70,57 50,20 2,65 0,81 0,59
mai/10 66,24 50,58 2,03 0,63 0,45
jun/10 73,97 45,82 3,66 1,13 0,82
jul/10 76,61 47,06 3,84 1,18 0,86

ago/10 78,11 49,93 3,66 1,13 0,82
set/10 71,83 51,39 2,66 0,82 0,59
out/10 79,73 52,48 3,54 1,09 0,79
nov/10 67,45 67,56 0,01 0,00 0,00
dez/10 74,93 40,55 4,47 1,38 1,00

Máximo 1,38
Mínimo 0,00  
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Separador de Produção

Base de Dados Ano 2008 Ano 2009 Ano 2010 Unidade de medida
Produção óleo (média diária por trem de produção) 4114,5 4140,0 6343,5 m3/d

Vazão mínima (óleo + água) na saída do Separador de projeto * 4320,2 4347,0 6660,7 m3/d
Vazão máxima (óleo + água) na saída do Separador de projeto * 4937,4 4968,0 7612,2 m3/d

Vazão mínima água na saída do Separador de projeto * 205,7 207,0 317,2 m3/d
Vazão máxima água na saída do Separador de projeto * 822,9 828,0 1268,7 m3/d

* O projeto considera uma faixa de BS&W entre 5 e 20%. 

Considerando como parâmetro de comparação um BS&W médio (12,5%)
Vazão média (óleo + água) na saída do Separador de projeto * 4628,8 4657,5 7136,4 m3/d

Vazão média água na saída do Separador de projeto * 514,3 517,5 792,9 m3/d
ISP = (vazão água prevista média / vazão água real)

f4 Coeficiente de priorização conforme Anexo A  
 
Período BSW saída Separador (%) Vazão real (m3/d) Vazão de água (m3/d) ISP ISPnormalizado

jan/08 26,0 5184,27 1069,77 0,48 0,01
fev/08 14,0 4690,53 576,03 0,89 0,04

mar/08 30,0 5348,85 1234,35 0,42 0,00
abr/08 32,0 5431,14 1316,64 0,39 0,00
mai/08 33,0 5472,29 1357,79 0,38 0,00
jun/08 25,0 5143,13 1028,63 0,50 0,01
jul/08 22,0 5019,69 905,19 0,57 0,02

ago/08 15,0 4731,68 617,17 0,83 0,04
set/08 18,0 4855,11 740,61 0,69 0,03
out/08 19,0 4896,26 781,76 0,66 0,02
nov/08 6,0 4361,37 246,87 2,08 0,14
dez/08 4,0 4279,08 164,58 3,13 0,23
jan/09 6,0 4388,40 248,40 2,08 0,14
fev/09 6,0 4388,40 248,40 2,08 0,14

mar/09 7,0 4429,80 289,80 1,79 0,12
abr/09 7,0 4429,80 289,80 1,79 0,12
mai/09 2,0 4222,80 82,80 6,25 0,48
jun/09 3,0 4264,20 124,20 4,17 0,31
jul/09 2,0 4222,80 82,80 6,25 0,48

ago/09 2,0 4222,80 82,80 6,25 0,48
set/09 4,0 4305,60 165,60 3,12 0,23
out/09 4,0 4305,60 165,60 3,12 0,23
nov/09 1,0 4181,40 41,40 12,50 1,00
dez/09 1,0 4181,40 41,40 12,50 1,00
jan/10 6,0 6724,11 380,61 2,08 0,14
fev/10 4,0 6597,24 253,74 3,13 0,23

mar/10 2,0 6470,37 126,87 6,25 0,48
abr/10 2,0 6470,37 126,87 6,25 0,48
mai/10 1,0 6406,94 63,44 12,50 1,00
jun/10 4,0 6597,24 253,74 3,13 0,23
jul/10 30,0 8246,55 1903,05 0,42 0,00

ago/10 4,0 6597,24 253,74 3,13 0,23
set/10 3,0 6533,81 190,31 4,17 0,31
out/10 5,0 6660,68 317,18 2,50 0,17
nov/10 2,0 6470,37 126,87 6,25 0,48
dez/10 6,0 6724,11 380,61 2,08 0,14

Máximo 12,50
Mínimo 0,38  

 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 



122 
 

Tratador Eletrostático

Base de Dados Ano 2008 Ano 2009 Ano 2010 Unidade de medida
Produção óleo (média diária por trem de produção) 4114,5 4140,0 6343,5 m3/d

Vazão total do Tratador prevista 4155,6 4181,4 6406,9 m3/d
Vazão água máxima Tratador prevista 41,1 41,4 63,4 m3/d

ITE =(vazão água prevista máxima / vazão água real)
f5 Coeficiente de priorização conforme Anexo A  

 
Período BSW exportação (%) Vazão total real (m3/d) Vazão água  (m3/d) ITE ITEnormalizado

jan/08 1,0 4155,6 41,15 1,00 0,29
fev/08 35,0 5554,6 1440,08 0,03 0,00

mar/08 0,6 4139,2 24,69 1,67 0,50
abr/08 0,5 4135,1 20,57 2,00 0,60
mai/08 0,7 4143,3 28,80 1,43 0,42
jun/08 0,5 4133,0 18,52 2,22 0,66
jul/08 0,6 4139,2 24,69 1,67 0,50

ago/08 1,2 4163,9 49,37 0,83 0,24
set/08 0,8 4147,4 32,92 1,25 0,37
out/08 0,8 4147,4 32,92 1,25 0,37
nov/08 0,9 4151,5 37,03 1,11 0,33
dez/08 0,8 4147,4 32,92 1,25 0,37
jan/09 0,6 4164,8 24,84 1,67 0,50
fev/09 0,9 4177,3 37,26 1,11 0,33

mar/09 0,9 4177,3 37,26 1,11 0,33
abr/09 0,9 4177,3 37,26 1,11 0,33
mai/09 1,0 4181,4 41,40 1,00 0,29
jun/09 0,8 4173,1 33,12 1,25 0,37
jul/09 0,5 4160,7 20,70 2,00 0,60

ago/09 0,8 4173,1 33,12 1,25 0,37
set/09 0,8 4173,1 33,12 1,25 0,37
out/09 0,9 4177,3 37,26 1,11 0,33
nov/09 0,8 4173,1 33,12 1,25 0,37
dez/09 0,7 4169,0 28,98 1,43 0,42
jan/10 0,3 6362,5 19,03 3,33 1,00
fev/10 0,8 6394,2 50,75 1,25 0,37

mar/10 0,8 6394,2 50,75 1,25 0,37
abr/10 0,8 6394,2 50,75 1,25 0,37
mai/10 0,7 6387,9 44,40 1,43 0,42
jun/10 3,0 6533,8 190,31 0,33 0,09
jul/10 0,6 6381,6 38,06 1,67 0,50

ago/10 1,0 6406,9 63,44 1,00 0,29
set/10 5,0 6660,7 317,18 0,20 0,05
out/10 1,0 6406,9 63,44 1,00 0,29
nov/10 0,9 6400,6 57,09 1,11 0,33
dez/10 0,9 6400,6 57,09 1,11 0,33

Máximo 3,33
Mínimo 0,03  
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Desemulsificante

Base de Dados Ano 2008 Ano 2009 Ano 2010 Unidade de medida
Produção bruta (média diária por trem de produção) 6941,5 11887,5 13894 m3/d

Valor base para desemulsificante 20 20 20 ppm
Vazão prevista de desemulsificante 5,8 9,9 11,6 litros/hora

IDE = (vazão prevista desemulsificante / vazão desemulsificante real)*100
f6 Coeficiente de priorização conforme Anexo A  

 
Período Vazão Desemulsificante (litros/hora) IDE IDEnormalizado

jan/08 13,0 0,44 0,57
fev/08 15,0 0,39 0,33
mar/08 17,0 0,34 0,14
abr/08 15,0 0,39 0,33
mai/08 14,0 0,41 0,44
jun/08 16,0 0,36 0,23
jul/08 17,0 0,34 0,14

ago/08 15,0 0,39 0,33
set/08 14,0 0,41 0,44
out/08 15,0 0,39 0,33
nov/08 14,0 0,41 0,44
dez/08 18,0 0,32 0,07
jan/09 25,0 0,40 0,37
fev/09 22,0 0,45 0,59
mar/09 19,0 0,52 0,88
abr/09 20,0 0,50 0,78
mai/09 21,0 0,47 0,68
jun/09 20,0 0,50 0,78
jul/09 18,0 0,55 1,00

ago/09 21,0 0,47 0,68
set/09 22,0 0,45 0,59
out/09 23,0 0,43 0,51
nov/09 25,0 0,40 0,37
dez/09 24,0 0,41 0,44
jan/10 30,0 0,39 0,33
fev/10 29,0 0,40 0,38
mar/10 28,0 0,41 0,44
abr/10 31,0 0,37 0,28
mai/10 33,0 0,35 0,19
jun/10 30,0 0,39 0,33
jul/10 31,0 0,37 0,28

ago/10 29,0 0,40 0,38
set/10 28,0 0,41 0,44
out/10 32,0 0,36 0,23
nov/10 35,0 0,33 0,11
dez/10 38,0 0,30 0,00

Máximo 0,55
Mínimo 0,30  

 
 
 
 

Inibidor de Incrustação

Base de Dados Ano 2008 Ano 2009 Ano 2010 Unidade de medida
Produção água (média diária por trem de produção) 2827 7748 7550,5 m3/d

Valor base para inibidor incrustação 30 30 30 ppm
Vazão prevista de inibidor incrustação 3,5 9,7 9,4 litros/hora

IIN = (vazão inibidor incrustação real / vazão prevista)*100
f7 Coeficiente de priorização conforme Anexo A  
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Período Vazão Inibidor Incrustação (litros/hora) IIN IINnormalizado
jan/08 1,0 0,28 0,33
fev/08 1,3 0,37 0,43
mar/08 2,0 0,57 0,67
abr/08 2,4 0,68 0,80
mai/08 1,5 0,42 0,50
jun/08 2,0 0,57 0,67
jul/08 2,1 0,59 0,70

ago/08 3,0 0,85 1,00
set/08 1,0 0,28 0,33
out/08 2,2 0,62 0,73
nov/08 2,5 0,71 0,83
dez/08 2,0 0,57 0,67
jan/09 4,0 0,41 0,49
fev/09 4,3 0,44 0,52
mar/09 3,0 0,31 0,36
abr/09 3,6 0,37 0,44
mai/09 5,0 0,52 0,61
jun/09 0,0 0,00 0,00
jul/09 2,3 0,24 0,28

ago/09 3,6 0,37 0,44
set/09 4,0 0,41 0,49
out/09 5,1 0,53 0,62
nov/09 5,0 0,52 0,61
dez/09 4,9 0,51 0,60
jan/10 5,0 0,53 0,62
fev/10 4,8 0,51 0,60
mar/10 4,7 0,50 0,59
abr/10 4,5 0,48 0,56
mai/10 4,6 0,49 0,57
jun/10 4,0 0,42 0,50
jul/10 3,8 0,40 0,47

ago/10 3,5 0,37 0,44
set/10 4,0 0,42 0,50
out/10 4,1 0,43 0,51
nov/10 4,5 0,48 0,56
dez/10 5,0 0,53 0,62

Máximo 0,85
Mínimo 0,00  
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ANEXO C - Modelo de Questionário enviado aos avaliadores 
 
Questionário aplicado para criação de Indicador Global de Funcionalidade Operacional

Prezados avaliadores, 

O questionário a seguir tem por objetivo identificar a visão dos entrevistados acerca 
do processo de produção da plataforma T-1.

Desta forma, solicito que avaliem os equipamentos e produtos químicos listados na Tabela A, 
atribuindo um peso (P) relativo ao critério da Tabela B, com uma nota (N)
de aplicabilidade mostrada na Tabela C.

O preenchimento deste questionário é fundamental para a 
proposição de Indicador Global de Funcionalidade Operacional 
de acompanhamento pela gerência executiva da empresa. 

Tabela A

Equipamento / Produto Químico Indicador Peso (P) Nota (N)
Permutador de Calor (P-01) IPC01
Permutador de Calor (P-02) IPC02
Permutador de Calor (P-03) IPC03

Separador de Produção ISP
Tratador Eletrostático ITE

Desemulsificante IDE
Inibidor de Incrustação IIN

Tabela B

Critério para avaliação da 
interação do equipamento com o 

Processo de Separação e 
Tratamento de Óleo

Peso relacionado ao grau 
de importância do critério

Concorre para ajuste operacional do 
processo

1,0

Concorre para minimização do custo 
do processo

3,0

Concorre para o efeito na qualidade 
do produto obtido 

4,0

Concorre para atendimento a 
requisito legal do produto obtido

5,0

Tabela C

Aplicabilidade para o Processo de 
Separação e Tratamento de Óleo Nota

Não aplicável 1,0 – 3,0
Baixa aplicabilidade 3,1 – 5,0
Média aplicabilidade 5,0 – 6,9
Alta aplicabilidade 7,0 - 10  
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