II.8- Análise, Gerenciamento de Riscos e Plano de ação de emergência

II.8.1 – Análise de Riscos 

II.8.1.1- Descrição das Instalações e do Processo
A) DESCRIÇÃO DAS INSTALAÇÕES

Para a implantação da Fase 1 do Módulo 1A do Campo de Roncador, estão previstos 11 poços, sendo 8 produtores e 3 injetores. Todos faziam parte do Módulo 1 de desenvolvimento do campo, que foi interrompido após o acidente com a plataforma P-36. À exceção do poço I1-3 (RO-32), cuja perfuração encontra-se em andamento, todos os poços do FPSO Brasil já estão perfurados.

O FPSO Brasil, Unidade Estacionária de Produção (UEP) a ser utilizada na Fase 1 do módulo 1A de Roncador, é projetado para operar em uma lâmina d´água de até 1400 metros. 

Na locação prevista, o FPSO será instalado em lâmina d’água de 1290 metros, através de um sistema composto de nove linhas de ancoragem, do tipo Taut Leg,  dispostas radialmente e ligadas a um turret interno instalado na proa, o qual permite o giro do FPSO, de forma a alinhar-se com a resultante das forças ambientais. 

O FPSO recebe a produção dos poços, possuindo instalações para processar e estabilizar o óleo cru, com separação da água e do gás natural produzidos. O petróleo é medido e armazenado nos tanques de carga do FPSO, de onde posteriormente é descarregado para navios aliviadores. A capacidade máxima de armazenamento de óleo é de 1.600.000 barris. A água produzida é descartada para o mar após o tratamento adequado. 

O gás associado oriundo dos poços é comprimido, desidratado e usado como gás combustível e para elevação artificial nos poços (gas lift) para melhorar a produção. O excedente é então exportado para o continente através do gasoduto RG-2.

A planta de processamento tem uma capacidade máxima de 90.000 barris por dia de óleo, uma capacidade de compressão de 3.000.000 Nm3/dia de gás e capacidade de injeção de água dessulfatada de 90.000 barris por dia a 150 kgf/cm2.

A Figura II.8.1.1-1 apresenta o FPSO Brasil durante sua conversão no estaleiro. A Figura II.8.1.1-2  mostra uma representação esquemática do FPSO Brasil interligado a seus poços e ao navio aliviador.
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Figura II.8.1.1-1: FPSO Brasil no Estaleiro
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Figura II.8.1.1-2: Representanção Esquemática do FPSO Brasil, seus poços 

e navio aliviador.

· SISTEMA DE ESCOAMENTO DA PRODUÇÃO

A produção dos 8 poços produtores escoa para o FPSO através de linhas submarinas individuais. Além destas, serão conectadas ao FPSO Brasil três linhas para injeção de água nos poços injetores, uma linha de exportação de gás, uma para injeção de gás lift através do Manifold Submarino de Gás Lift (MSGL), uma de serviço ou teste de gás lift e outras três para gás lift dos poços não conectados ao MSGL. Existem ainda os umbilicais eletro-hidráulicos para comando das válvulas dos poços e do MSGL. Há também a possibilidade de conexão de mais um poço de produção e de um outro poço de injeção no futuro. A Tabela II.8.1.1-1 apresenta as características das linhas dos poços produtores e do MSGL e a Tabela II.8.1.1-2 apresenta as características das linhas dos poços injetores de água.

Tabela II.8.1.1-1: Características das linhas dos poços produtores e do MSGL. 

	POÇO
	Diâmetro Interno da Linha de Produção (pol)
	Comprimento da Linha de Produção (m)
	Diâmetro Interno da Linha de Anular (pol)
	Comprimento

da linha de  Anular (m)
	Umbilical eletro- hidráulico
	Comprimento do UEH (m)

	
	Riser
	Flow
	Riser
	Flow
	Riser
	Flow
	Riser
	Flow
	Composição
	Riser + Flow

	RO-008
	6
	6
	1720
	11574
	4
	4
	1720
	11574
	9H+3HCR+1EC
	13294

	RO-009
	6
	6
	1720
	10193
	4
	4
	1720
	10193
	9H+3HCR+1EC
	11913

	RO-012*
	6
	6
	1720
	10228
	-
	4
	-
	4228
	9H+3HCR+1EC
	4228

	RO-014*
	6
	6
	1720
	11401
	-
	4
	-
	2414
	9H+3HCR+1EC
	2414

	RO-016
	6
	6
	1720
	10170
	4
	4
	1720
	10114
	9H+3HCR+1EC
	11890

	RO-021*
	6
	6
	1720
	14212
	-
	4
	-
	418
	9H+3HCR+1EC
	418

	RO-024*
	6
	6
	1720
	10738
	-
	4
	-
	2612
	9H+3HCR+1EC
	2612

	RJS-436*
	6
	6
	1720
	12534
	-
	4
	-
	2456
	9H+3HCR+1EC
	2456

	MSGL
	-
	-
	-
	-
	6
	6
	1720
	17835
	5H+6HCR+2EC
	19555

	MSGL
	-
	-
	-
	-
	4
	4
	1720
	17835
	IQ
	19555


Composição do umbilical eletro-hidráulico (UEH) :


H
= mangueira

HCR
= mangueiras anti-achatamento

EC
= cabos elétricos

IQ
= injeção química

(*)   Poços cuja alimentação de gás lift é proveniente do MSGL.

Tabela II.8.1.1-2: Características das linhas dos poços injetores de água.

	POÇO
	Diâmetro Interno da Linha de Injeção (pol)
	Comprimento da

Linha de Injeção (m)
	Umbilical

eletro-hidráulico
	Comprimento dos

Umbilicais

Eletro/Hidráulicos (m)

	
	Riser
	Flow
	Riser
	Flow
	Composição
	Riser + Flow

	I1-2/RO-028
	6
	6
	1720
	15756
	5H+1EC
	17476

	 I1-3/RO-032
	6
	6
	1720
	12030
	5H+1EC
	13750

	I1-4/RO-022
	6
	6
	1720
	10804
	5H+1EC
	12524


Composição do umbilical eletro-hidráulico (UEH) :

H
= mangueira

EC
= cabos elétricos

A linha de exportação de gás, chamada de RG-2, é constituída de um riser de 10 polegadas de diâmetro com 1720 m de comprimento e uma flow line de mesmo diâmetro com 1.460 m de comprimento, até o PLEM Y (Pipe Line End Manifold), o qual irá reunir a produção de gás do FPSO Brasil à da futura UEP a ser instalada na Fases 2 de desenvolvimento do campo. Após o PLEM Y, o gasoduto segue por 35.360 m de duto rígido até se interligar ao PLAEM 1 de Roncador (Pipe Line Almost End Manifold), conectando-se ao gasoduto RG-3, que conduz o gás até a plataforma de Namorado 1 (PNA-1), de onde segue para o continente. O escoamento do óleo produzido pelo FPSO Brasil se dará por navios aliviadores.

A Figura II.8.1.1-3 apresenta o DIAGRAMA UNIFILAR DAS LINHAS SUBMARINAS DO FPSO BRASIL, já contemplando o Manifold Submarino de Gás Lift.

A seguir serão descritos, sucintamente, os principais sistemas e subsistemas do empreendimento, incluindo seus principais equipamentos. Todos os sistemas e equipamentos possuem dispositivos de proteção, segurança e controle automático das suas variáveis, como pressão, temperatura, etc, através da instalação de válvulas de sobre-pressão, válvulas de controle, controladores de processo, sensores, etc. Os critérios e sistemas de segurança serão descritos de maneira genérica no item “C”.

· SISTEMA DE PROCESSAMENTO PRIMÁRIO DE ÓLEO E ÁGUA PRODUZIDA

As linhas de produção dos poços conectam-se ao FPSO Brasil através do turret, onde estão instalados os coletores denominados manifolds de produção, os quais recebem o fluxo proveniente da linha de produção de cada poço. Há ainda um manifold para teste individual de produção dos poços.

Devido ao efeito da baixa temperatura em águas profundas, o petróleo tende acumular parafina nas paredes internas das linhas de escoamento. Para promover sua limpeza são instaladas câmaras de lançamento e recebimento de pigs (raspadores).

Do manifold de produção, o óleo segue para a planta de processamento. O processamento primário é constituído de aquecimento (aquecedor E-T6201A/B) e separação (separador trifásico V-T6201).

Existe ainda um conjunto independente de processamento primário de petróleo, constituído de um aquecedor de teste (E-T6204) e um separador trifásico de teste (E-V6204), que é utilizado para aferição da produção dos poços.

A água produzida é separada e segue para o sistema de tratamento de água produzida, descrito no subitem SISTEMA DE PROCESSAMENTO SECUNDÁRIO DE ÓLEO E ÁGUA PRODUZIDA.

O gás produzido segue para o sistema de processamento de gás, descrito no subitem Sistema de Processamento de Gás.

· SISTEMA DE PROCESSAMENTO SECUNDÁRIO DE ÓLEO E ÁGUA PRODUZIDA

O óleo proveniente do sistema de processamento primário é novamente aquecido nos aquecedores E-T6202A/B e E-T6203A/B  e segue para o separador atmosférico V-T6202.

Da separação atmosférica, o óleo é encaminhado por bombas ao tratador eletrostático (V-T6203), o gás residual segue para o sistema de processamento de gás, descrito no subitem SISTEMA DE PROCESSAMENTO DE GÁS e a água produzida ainda presente na corrente vai para o sistema de tratamento de água produzida juntamente com a água separada no tratador eletrostático, que é o equipamento responsável pela remoção das frações remanescentes de água no óleo processado.

Em todos os equipamentos onde ocorre separação de água do petróleo, a água removida do processo é conduzida para o sistema de tratamento de água produzida, que é constituído de um vaso de flash para desgaseificação da água (V-T2401), dois tanques de separação (slops), onde a água oleosa decanta por diferença de densidade e o óleo separado é transferido por bombas até os tanques de armazenamento, um separador constituído de um conjunto de hidrociclones (A-F2410), onde as frações de óleo presentes na água são removidas, além de filtros. O sistema permite que a água seja descartada para o mar com um teor máximo de 20 miligramas de óleo por litro de água.
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Depois de processado e tratado, o óleo é armazenado nos tanques de carga do FPSO, de onde é transferido cada vez que o volume armazenado atinge o valor compatível com a capacidade do aliviador que o recebe.

· SISTEMA DE PROCESSAMENTO DE GÁS

Este sistema é constituído basicamente de quatro subsistemas, conforme a seguir:

- SISTEMA DE COMPRESSÃO DE GÁS LIFT

Este sistema é constituído de dois compressores de dois estágios, acionados por turbinas a gás, com capacidade de 2,5 milhões m3/dia cada, e pressão de descarga no último estágio de 185 kgf/cm2. O objetivo deste sistema é elevar a pressão do gás separado no primeiro estágio, além do proveniente do sistema booster, para que o mesmo possa ser utilizado como gás lift, exportado e, paralelamente, utilizado para prover o gás combustível necessário ao funcionamento da UEP.

- SISTEMA DE COMPRESSÃO BOOSTER

Este sistema é constituído de um compressor alternativo de dois estágios, acionados por motores elétricos, cujo objetivo é aproveitar o gás oriundo do separador atmosférico.

- SISTEMA DE DESIDRATAÇÃO DE GÁS

Este sistema tem a finalidade de remover as frações de água presentes no gás produzido, procedente do sistema de compressão principal, a fim de evitar obstrução por formação de hidrato no gasoduto e nas linhas de gás lift dos poços. O processo de desidratação se dá por adsorção da água numa torre de contato, utilizando-se trietilenoglicol (TEG) em contra-fluxo com o gás. Após este processo, o TEG é regenerado por elevação da temperatura a 190 ºC. A passagem de gás combustível para strippinng provoca borbulhamento do TEG e arrasta o vapor d’água para o queimador do flare. A unidade é projetada para tratar 3,0 milhões m3/dia de gás.

- SISTEMA DE GÁS COMBUSTÍVEL

Este sistema tem por finalidade prover as demandas de gás combustível de alta pressão dos equipamentos de combustão como turbogeradores, turbocompressores, caldeira e turbobomba de injeção de água, além do gás combustível de baixa pressão para purga e piloto do queimador do flare e gás de stripping para o regenerador de TEG.

De forma a garantir sua qualidade, o gás combustível é proveniente do sistema de desidratação, constituindo-se de três aquecedores (E-T7701/2/3), dois vasos (V-T7701/2), das válvulas de controle de pressão do sistema e da rede de distribuição.

- SISTEMA DE ARMAZENAmento DO PETRÓLEO

Este sistema é composto de doze tanques de armazenamento, dos quais quatro são centrais e oito laterais, sendo quatro em cada bordo. 

A capacidade total de armazenamento é de 1,6 milhões de barris. Cada tanque de armazenamento é mantido permanentemente pressurizado com gás inerte de combustão, de forma a não permitir a entrada de oxigênio para assegurar que não haja formação de mistura inflamável em seu interior. O teor de oxigênio nos tanques é monitorado para garantir que os níveis sejam mantidos suficientemente baixos, assegurando a impossibilidade de combustão.

- SISTEMA DE tocha (flare - QUEIMADOR DE GÁS)

Este sistema tem a finalidade de coletar todos os alívios de segurança da planta de processo (todos os gases residuais que sejam liberados de válvulas de segurança de sobre-pressão (PSV), válvulas de sangria blowdown valves – BDV, etc), conduzindo-os para queima em local seguro e sem emissão de fumaça, durante a operação normal ou em situações de emergência.

O sistema é constituído por dois subsistemas independentes, um de alta e outro de baixa pressão, possuindo, cada um, um vaso dedicado à retenção de condensados (V-T7601 e 
V-T7602) e uma rede que conduz os gases a uma única torre vertical, onde os queimadores de alta e baixa pressão estão instalados. 

O queimador é de um tipo não-poluidor com baixas emissões de NOx. Embora seja previsto que durante a operação normal somente o piloto dos queimadores seja mantido aceso, já que todo o gás produzido, excetuando-se a parcela relativa ao gás combustível, será exportado, cada um dos sistemas do queimador é projetado para queima contínua em caso de emergência.

- SISTEMA DE DRENAGEM

Este sistema destina-se a coletar e tratar adequadamente todos os hidrocarbonetos líquidos resultantes de operações de drenagem no FPSO.

O sistema de drenagem do turret é dividido em dreno aberto e dreno fechado.

O dreno aberto tem por objetivo coletar respingos de óleo e água de chuva das bandejas instaladas abaixo dos recebedores de pig, filtros e equipamentos localizados no turret. O líquido coletado é direcionado para uma bandeja circular que fica ao redor do turret e desta, após passar por um sifão, é despejado no coletor de dreno aberto da estrutura de convés.

O dreno fechado do turret tem como objetivo, coletar óleo drenado nas operações de limpeza das tubulações de produção, conduzindo-o de volta para o processo. O sistema consiste de um tubo coletor que recebe os drenos dos manifolds e dos lançadores e recebedores de pig, direcionando-os para o tanque de coleta T-M6104, de onde o líquido coletado é bombeado de volta para o início do processo.

O sistema de drenagem do convés tem por objetivo atender a todos os equipamentos localizados na estrutura do convés, os quais estão montados sobre estruturas de suporte com bandejas (skids), que por sua vez estão montadas sobre estruturas maiores (módulos), também com bandejas. As bandejas dos equipamentos são dotadas de um ou mais ralos, dependendo da dimensão, que coletam respingos de óleo e água da chuva, direcionando-os para o coletor de drenagem ao longo do convés. Deste coletor o líquido é conduzido para os tanques de coleta de dreno e água produzida (slops), que fazem parte do sistema de tratamento de água produzida, já descrito no subitem - SISTEMA DE PROCESSAMENTO SECUNDÁRIO DE ÓLEO E ÁGUA PRODUZIDA.

As bandejas dos módulos também possuem um ou mais ralos, porém devido às grandes dimensões das bandejas, estes ralos possuem um dispositivo de transbordo para, em caso de atuação do sistema de combate a incêndio por dilúvio, direcionar o excesso de água para o mar. 

Eventuais vazamentos de óleo e a água de lavagem do convés principal são contidos pelo dique existente em toda sua extensão e direcionados também para o tanque de drenagem em decorrência do caimento da embarcação. A drenagem do laboratório é enviada para um pequeno tanque e depois bombeada para o sistema de tratamento de água oleosa. 

- SISTEMA DE OFFLOADING

A operação de transferência de carga ou offloading consiste no bombeio do petróleo produzido, processado e estocado do FPSO para um navio aliviador (petroleiro).

Atracado periodicamente à popa do FPSO, a uma distância de cerca de 150 metros, o navio aliviador recebe, através de um mangote flexível de 20 polegadas de diâmetro, uma vazão de até 6.600 m3/h procedente das bombas de transferência de carga (P-F6301A/B/C/D) existentes no FPSO. Num total de quatro, as bombas possuem vazão nominal de 3.000 m3/h cada.

O mangote de offloading é equipado em ambas as extremidades com válvulas automáticas que só podem ser abertas para permitir o fluxo depois de estarem corretamente conectadas aos flanges fixos correspondentes, localizados um em cada navio. Um acoplamento de desengate rápido de alta confiabilidade é instalado em uma das extremidades da mangueira para permitir a sua rápida liberação em caso de emergência. Além disso, um acoplamento de segurança, equipado com uma válvula de fechamento automático em cada extremidade, é instalado numa seção intermediária do mangote. Caso o cabo de amarração venha a se romper e o mangote seja tracionado, a ruptura se dará no acoplamento de segurança, onde as válvulas se fecharão imediatamente, evitando que o óleo existente no interior do mangote vaze para o mar.

Para garantir a segurança da operação existe também um sistema de detecção de vazamentos que se baseia na comparação instantânea das vazões medidas na saída do FPSO e na chegada do aliviador. Em caso de variações entre os valores a operação é interrompida automaticamente.

Para assegurar que quaisquer problemas eventuais sejam prontamente identificados, interrompendo-se a transferência de petróleo, a operação é acompanhada permanentemente por uma pessoa no convés de cada navio.

Ao final do offloading, o mangote é recolhido, lavado e guardado no FPSO até a próxima operação e o aliviador transporta o óleo para os terminais de recebimento em terra.

- SISTEMA DE DIESEL

Este sistema tem por finalidade receber, armazenar, purificar e distribuir diesel para os consumidores a saber:

· Turbobomba de injeção de água;

· Turbogeradores;

· Caldeira principal e auxiliar;

· Motogerador de emergência;

· Motobomba de serviço;

· Motobombas de incêndio;

· Incinerador.

O sistema de diesel é composto pelos seguintes equipamentos:

· 01 Tanque de armazenamento com capacidade de 4303 m3;

· 01 Tanque de sedimentação com capacidade de 594 m3; 

· 01 Tanque de serviço com capacidade de 378 m3;

· 02 Bombas de serviço para consumidores do convés com capacidade de transferir 4,65 m3/h;

· 03 Bombas de transferência;

· 02 Bombas para suprimento de diesel para as caldeiras;

· 01 Purificadora do tipo centrífuga.

O óleo diesel, transportado por embarcações de apoio, é recebido no FPSO através de bombeamento por mangotes. A bordo o óleo é estocado em tanques, purificado e transferido aos consumidores por dutos e bombas, evitando-se o contato humano.

O processo de purificação inicia-se com a decantação, no tanque de sedimentação e a purificação propriamente dita na centrífuga, tornando o óleo pronto para consumo. Depois de centrifugado o óleo é enviado para o tanque de serviço, de onde é distribuído para os consumidores.

B) LOCALIZAÇÃO DO FPSO, DOS POÇOS E DO SISTEMA DE ESCOAMENTO

O campo de Roncador está situado na Bacia de Campos, ao norte do Campo de Albacora e a leste do Campo de Frade, em lâmina d’água que varia de 1500 a 2000 m, distando cerca de 128 km do litoral norte do Estado do Rio de Janeiro. A localização exata do campo, com suas coordenadas geográficas e UTM, é apresentada na Figura II.8.1.1-4, através do desenho DE-3549.00-9310-941-PUR-006.

O FPSO Brasil será ancorado em lâmina d’água de 1290 metros, ficando fora da área do reservatório, porém dentro da área de concessão, no ponto relativo às coordenadas UTM 7574384-N e 415476-E e às geográficas: latitude 21:56:01,423 S e longitude 39:49:00,188 W. A localização exata do FPSO Brasil, bem como de seus poços e dutos a ele interligados, pode ser vista no desenho DE-3549.00.9310.941-PUR-005, apresentado na Figura II.8.1.1-5.

C) FILOSOFIA E CRITÉRIOS DE SEGURANÇA

Devido ao grande número de abreviaturas utilizadas especificamente neste texto, abaixo é apresentada a lista das mesmas com o significado de cada uma delas:

· ABS: American Bureau of Shipping (Bureau Americano de Navegação)

· CCR: Central Control Room (Sala de Controle Central)

· DHSV: Down Hole Safety Valve (Válvula de Segurança de Interior do Poço)

· ECR: Engine Control Room (Sala de Controle do Motor/Gerador)

· ESD: Emergency Shut Down (Parada de Emergência)

· FER: Forward Equipment Room (Sala de Equipamentos de Avante)

· FGS: Fire and Gas System (Sistema de Incêndio e Gás)

· FPSO: Floating Production, Supply and Offloading Vessel (Embarcação Flutuante de Produção, Abastecimento e Descarga)

· HIPPS: High Integrity Pressure Protection System (Sistema de Proteção de Pressão de Alta Integridade)

· HLG: High Level Gas (>60% LEL) (Alto Nível de Gás)
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· I/O: Input-Output (Entrada – Saída)

· ICSS: Integrated Control and Safety System (Sistema Integrado de Controle e Segurança)

· LCC: Local Control Cabinet (Gabinete Local de Controle)

· LCP: Local Control Panel (Painel Local de Controle)

· LER: Local Equipment Room (Sala Local de Equipamentos)

· LLG: Lower Level Gas (<20% LEL) (Baixo Nível de Gás)

· MAC: Manual Alarm Call-Points 

· MCC: Motor Control Center (Centro de Controle de Motores)

· MMI / HMI: Man-Machine Interface / Human Machine Interface (Interface Homem – Máquina)

· MOS: Maintenance Over-ride Switch (Interruptor de Inibição de Manutenção)

· PA/GA: Public Address/General Alarm (Comunicação Pública / Alarme Geral)

· PCS: Process Control System (Sistema de Controle de Processo)

· PSD: Process Shutdown (Parada de Processo)

· SBM: Single Buoy Mooring Inc. 

· SIL: Safety Integrity Level (Nível de Integridade de Segurança)

· TER: Turret Equipment Room (Sala de Equipamentos do Turret)

· UPS: Unininteruptable Power Supply (Fonte Ininterrupta de Energia Elétrica– Banco de Baterias)

· USD: Unit Shutdown (Parada da Unidade)

- Unidade estacionária de produção (uEP)

DESCRIÇÃO DO CONTROLE DE PROCESSO

Certificado pela ABS como uma instalação fixa fundeada permanentemente, o FPSO Brasil foi convertido a partir de uma embarcação existente, através da adição de novos equipamentos de processamento e fundeio, utilizando a maioria de seus equipamentos originais marítimos para apoiar a operação do FPSO.

Os equipamentos de processo, que são divididos em módulos, possuem dispositivos para controle de processo básico e sistemas instrumentados para proteção adicional de pessoal e/ou equipamentos essenciais.

O processo geral consiste de três áreas principais:

· Turret 

· Processo 

· Marítima

Com as áreas de controle funcional subdivididas conforme o seguinte:

Turret

Controle submarino (em conjunto com os equipamentos de superfície)

Monitoração e controle dos risers, incluindo HIPPS

Recebedores de pig

Marítima

Monitoração do carregamento e do conteúdo dos tanques de carregamento

Controle de carregamento e de tensões e balanço da embarcação

Controle de descarga do carregamento

Parada da bomba de carregamento

Controle da caldeira

Processo

Controle Geral e Monitoração do Sistema Submarino

Controle e Proteção dos Turbo geradores

Controle da Planta de Processo

Sistema de Medição de Transferência de Custódia

Controle do Compressor de Gás Lift

Controle de Injeção de Água

Controle de Tratamento de Água

Controle da Unidade de Desidratação de Gás 

Controle do Queimador

Controle do Sistema de Utilidades

Estes controles e proteções são concebidos através de uma combinação de:

· Sistema Principal de Controle do Processo

· Sistema Principal de Parada de Emergência

· Sistema Principal de Incêndio e Gás

· Sistema de Proteção de Pressão de Alta Integridade (HIPPS)

· Filosofia de controle da Fornecedora do Equipamento

· Alarme geral / Sistema de Comunicação Pública (General Alarm/Public Address - GA/PA) para alertar o pessoal sobre a existência de um perigo em potencial e para transmitir instruções.

VISÃO GERAL DO SISTEMA

Cada uma das áreas funcionais da embarcação possui requisitos para monitoração do processo, controle de processo e proteção, fornecidos por um ou mais dos seguintes Sistemas:

· PCS, incluindo interfaces do operador;

· ESD, incluindo instalações para parada manual;

· FGS;

· HIPPS;

· Skids/Sistemas de Medição da Transferência de Custódia;

· Outros sistemas de controle fornecidos pela Fornecedora do equipamento.

O projeto do FPSO Brasil foi executado usando-se a norma ISA S84, suplementada onde necessário pela IEC61508. Uma análise de riscos do processo foi realizada e resultou na alocação de diferentes Níveis de Integridade de Segurança (Safety Integrity Levels - SILs) para as funções de proteção. Com base em estudos anteriores, os diversos sistemas foram especificados previamente com um nível mínimo de requisitos de SIL conforme o seguinte:

· PSD
SIL0

· ESD
SIL1

· FGS
SIL2

· HIPPS
SIL3

· Funções de Proteção dos Sistemas dos Pacotes
SIL2

Os sistemas atendem a estes requisitos de SILs, em termos de:

· Probabilidade de Falha perigosa na Demanda (PFD)


· Nível de Tolerância de Falhas


· Gerenciamento de Projeto e Configuração


· Nível de Teste e Validação

Localização dos Equipamentos

Todos os gabinetes de equipamentos do ICSS (com a exceção indicada abaixo) são abrigados na LER e na área de alojamento.

As interfaces principais de operação estão localizadas na CCR. Entretanto, há instalações adicionais de operação, sob uso protegido, na LER, além de um gabinete PCS na CCR para interface com sinais e botoeiras locais.

Para minimizar as conexões através do turret swivel, há um painel ICSS na Sala de Equipamentos do Turret, na seção fixa, conectado na rede principal de comunicações de dados ICSS através de interfaces de comunicações.

Interfaces do Sistema

A visualização e o acompanhamento de todos os dados de operação são feitos preferencialmente através dos consoles do PCS na CCR. Isto é possível devido às interfaces de dados entre o PCS e outros elementos do sistema de controle. 

Definição dos Níveis de Parada

Existem quatro níveis de parada no FPSO, que variam da parada de uma unidade de processo ou de uma unidade de pacote não crítico até a paralisação total do campo.

· Nível 1: Parada da Unidade (USD)

· Nível 2: Parada do Processo (PSD)

· Nível 3: Parada de Emergência da Embarcação (ESD)

· Nível 4: Posto de Abandono de ESD da Embarcação (PESD)

Os pré-alarmes indicam através do PCS quando uma falha operacional ou falha do equipamento provoca um desvio de uma unidade de processo além dos limites operacionais aceitáveis. Se o PCS ou o operador não pode corrigir a situação, então a parada é iniciada automaticamente pelos sistemas de proteção, ou manualmente apertando-se um botão. 

Os sistemas físicos (PCS, ESD, HIPPS) onde estão configuradas e operam as diversas funções de parada automática são determinados com base nos seguintes critérios:

· Nível exigido de desempenho confiável, resultante da análise de risco e avaliação do Nível de Integridade de Segurança (Safety Integrity Level -SIL).

· Racionalização e simplificação da configuração lógica.

· Minimização das transferências de sinais entre sistemas.

· Manutenção dos sistemas padronizados e comprovados dos fornecedores.

Os seguintes critérios foram utilizados na definição da função de cada um dos níveis de parada, de modo a fornecer fases ordenadas e estruturadas para a parada da instalação e minimizar o tempo parado desnecessário enquanto se mantém o nível exigido de proteção do pessoal e equipamentos:

Nível 1 – Parada da Unidade

Uma USD Nível 1 é uma ação de parada de proteção iniciada quando ocorre um estado indesejável dentro de uma unidade de processo ou unidade de pacote. Não resulta em perda de produção de petróleo bruto. A ação de parada é para proteger o sistema, o FPSO ou parte dos equipamentos e garantir a operação segura. Na parada (manual ou automática), o anúncio local e da sala de controle são transmitidos.

O equipamento ou unidade de processo poderá ser parado para sua própria proteção, manualmente pela CCR ou automaticamente. Outros equipamentos não são necessariamente afetados. Uma Parada de Unidade deixa o equipamento afetado parado e isolado, sob pressão normal.

Nível 2 – Parada de Produção do Processo

Se a parada da unidade provocar a interrupção da produção, isso irá provocar uma PSD Nível 2. Como nenhum gás é produzido durante a parada total do processo, é iniciada a troca do combustível de gás para diesel na geração de energia e nas caldeiras.

A PSD é iniciada automaticamente, ou manualmente pela CCR ou locais estratégicos nas áreas de processo. Na PSD, é transmitido o anúncio local e da sala de controle.

Uma Parada do Processo é ativada pelo seguinte:

· Parada ESD Nível 3;

· Manobra HIPPS;

· Parada da Energia Principal na PSD;

· Operação de um botoeira na CCR;

· Nível muito alto no vaso do flare de alta ou de baixa pressão;

· Pressão muito baixa nos sistemas Hidráulicos de alta ou baixa pressão;

· Nenhuma bomba de captação de água do mar operando;

· Pressão muito baixa de Ar de Instrumentos.

Para reduzir a probabilidade de paradas falsas do processo, os transmissores do sistema de Ar de Instrumentos são arranjados para operar em uma base de 2 entre 3 votos.

A ativação da Parada de Processo tem como conseqüências:

· Fechamento de todas as Válvulas SDV de óleo e gás do processo;

· Parada de todas as bombas do processo;

· Passagem dos Turbogeradores para combustível diesel;

· Passagem das Caldeiras para combustível diesel;

· Parada do sistema de Injeção de Produtos Químicos (não em todas as condições);

· Parada do sistema de Água Produzida;

· Parada da injeção de água (não em todas as condições);

· Parada da Unidade (USD).

Todas as máquinas rotativas possuem um botão local de parada.

Nível 3 – Parada de Emergência da Embarcação

As ESDs Nível 3 são provocadas por condições externas não relacionadas diretamente com as atividades básicas de controle de processo, ou por uma emergência que impeça a operação segura do sistema de produção, tal como incêndio confirmado, grande vazamento de hidrocarbonetos ou liberação confirmada de vapor/gás. A parada afeta as válvulas de cabeça do poço, o trem de produção de óleo e gás, sistemas dependentes da continuidade da produção e sistemas de utilidades incluindo os geradores de energia. 

Uma ESD Nível 3 é ativada automaticamente por qualquer um dos seguintes eventos:

· Incêndio confirmado ou HLG em áreas perigosas;

· Incêndio confirmado ou HLG na vizinhança do MCC ou LER;

· Incêndio confirmado ou HLG nas entradas de ventilação da Sala de Máquinas.

Uma ESD Nível 3 pode ser iniciada manualmente na CCR e sala de comunicações e estações ESD localizadas seletivamente nas seguintes áreas:

· Rota de Escape dos Alojamentos, espaços de máquinas e conveses de processo;

· Escada do Heliponto;

· Embarcação de sobrevivência;

· CCR.

Na iniciação manual de uma ESD Nível 3 ou devido a um incêndio confirmado ou HLG na área de processo as seguintes ações ocorrem:

· Todas as válvulas das árvores de natal são fechadas;

· Todas as válvulas de parada de emergência SDV’s do turret e da planta de processo assumem sua condição de segurança;

· Os trens de separação e trens de compressão de gás são isolados e despressurizados;

· A PSD Nível 2 é iniciada;

· Sistema de dilúvio é ativado automaticamente ou manualmente;

· Passagem automática do combustível das caldeiras de gás para diesel;

· Passagem automática do combustível dos turbogeradores de gás para diesel.

Em caso de HLG nas entradas de ar das turbinas a gás ou incêndio confirmado a vante do módulo de alojamento, adicionalmente às ações de ESD Nível 3, são parados os Geradores.

No início da ESD Nível 3 por incêndio confirmado ou detecção HLG na vizinhança da TER ou LER, as seguintes ações adicionais ocorrem:

· Isolamento da energia elétrica de e para o MCC na LER;

· Fechamento dos dampers de ar no MCC na LER.

No início da ESD Nível 3 por detecção de HLG nas entradas de Ventilação da Sala de Máquinas, as seguintes ações adicionais ocorrem:

· Parada do sistema de geração de energia do FPSO;

· Isolamento da energia elétrica de ou para o MCC na ECR.

Os seguintes equipamentos continuam em operação:

· Sistemas ininterruptos de energia;

· Sistema de Incêndio e Gás;

· Iluminação de Escape (luminárias autônomas com baterias);

· Bombas de incêndio com acionadores diesel-hidráulico;

· Auxílio à Navegação (mantido por baterias locais);

· Instalação de Rádio;

· Sistema de comunicação pública.

Nível 4 – Parada Pós-Emergência

A Parada Pós Emergência Nível 4 (Post Emergency Shut Down - PESD) é acionada em caso de emergência extrema quando a vida das pessoas está ameaçada. 

Uma PESD Nível 4 é iniciada no caso de explosão severa, incêndio incontrolável ou risco iminente de naufrágio e é implementada quando necessária para eliminar todas as possíveis fontes de ignição antes do abandono do FPSO.

Uma PESD Nível 4 só pode ser iniciada por operação manual a partir das estações PESD, localizadas em cada embarcação de sobrevivência, na CCR e escada do Heliponto e somente se o FPSO já se encontrar em ESD Nível 3.

Uma PESD Nível 4 acarreta a desconexão de todas as fontes de corrente contínua, exceto para sistemas selecionados que são isolados automaticamente após um retardo de 30 minutos. Estes sistemas são os seguintes:

· Sistema de Incêndio & Gás;

· Sistemas ininterruptos de energia;

· Equipamentos de controle de processo;

· Equipamentos de rádio e telecomunicações.

Dentro do tempo de retardo o sinal de isolamento automático pode ser abortado a partir da CCR.

As bombas de incêndio com acionadores diesel-hidráulico, os sistemas de auxílio à navegação e iluminação de escape continuam em operação.

As válvulas de segurança dos poços, localizadas em suas árvores de natal, no fundo do mar, são fechadas e o Alarme PESD é acionado.

A ativação da Parada PESD tem como conseqüências:

· Parada de toda a geração de energia e equipamentos do FPSO.

· Inibição da partida do gerador de emergência ou interrupção do seu funcionamento.

· Isolamento de todas as chaves e sistemas de baterias UPS

· Fechamento de todas as válvulas das árvores de natal dos poços.

· Isolamento das baterias dos sistemas de telecomunicações após um retardo de tempo de 30 minutos.

· Isolamento da UPS do Sistema de Controle & Segurança com retardo de tempo para permitir que a monitoração FGS continue após a perda da energia principal.

· Isolamento da UPS para a TER com retardo de tempo para permitir o fechamento das válvulas submarinas dos poços na seqüência correta.

· Despressurizarão das válvulas direcionais dos sistemas hidráulicos de alta e baixa pressão para comando das válvulas submarinas.

Após a ativação de uma Parada Nível 4 os únicos equipamentos do FPSO que permanecem em operação são os seguintes:

· Baterias da UPS da TER, durante toda a parada com retardo de tempo;

· Baterias da UPS do Sistema de Controle & Segurança durante toda a parada com retardo de tempo;

· Sistemas de Telecomunicações e PA durante toda a parada com retardo de tempo;

· Iluminação de Emergência e itens Navais, através de suas fontes autônomas por baterias;

· Bombas de incêndio acionadas por motores a diesel;

· Baterias da UPS do sistema de Iluminação do Heliponto.

A parada das UPS com retardo pode ser abortada através de um interruptor no painel matriz de Parada na CCR.

Parada da Energia Principal

A Parada da Energia Principal pode ser causada pelos seguintes eventos:

· Falha de ambos os Geradores Principais de Energia.

· Perda de todas as bombas de Água de Resfriamento.

Para reduzir o número de paradas por falhas espúrias, os transmissores do serviço acima são arranjados para operar em uma base de 2 entre 3 votos.

A perda total da geração principal de energia, devida a uma parada dos sistemas de suporte, ou dentro dos próprios sistemas de energia, provoca parada do processo e utilidades conforme descrito a seguir:

· Parada dos Turbogeradores.

· Parada do Processo.

· Parada de todos os sistemas não essenciais de utilidades.

A partida do Gerador de Emergência ocorre como conseqüência da Parada dos Turbogeradores, devido à detecção de baixa tensão no painel de Emergência.

Sistema de Incêndio & Gás

O sistema de detecção de Incêndio & Gás cobre todo o FPSO, monitorando continuamente todas as áreas onde possam ocorrer incêndio ou formação de mistura de inflamável. O sistema detecta qualquer um destes eventos, alerta o pessoal e inicia uma seqüência de ações para minimizar as conseqüências.

O sistema de Detecção de Incêndio & Gás, dependendo da prioridade do estado de alarme, inicia a operação automática das seguintes funções:

· Alarmes do FPSO;

· Paradas de Emergência apropriadas através do sistema ESD.

O FPSO é dividido em zonas de Incêndio & Gás, sendo essas zonas, parte essencial da filosofia de resposta de incêndio, consistentes com os objetivos de detecção e proteção em todo o FPSO.

O monitoramento de todos os detectores FGS é feito através da interface gráfica da estação de controle (Man Machine Interface - MMI), localizada na CCR.

A informação FGS também é repetida na HMI na Sala de Controle de Máquinas (Engine Control Room - ECR).

O alarme geral sonoro PA/GA é acionado quando da confirmação de gás ou incêndio.

Os sensores de Incêndio & Gás podem ser desativados a partir da CCR durante a manutenção das instalações ou equipamentos, evitando parada inadvertida ou acionamento do alarme PA/GA devido a condições falsas de detecção de incêndio e gás. Caso o sensor não retorne à condição normal de operação após a manutenção, decorrido um tempo determinado, a inibição é cancelada automaticamente. O cancelamento automático é precedido de um anúncio visual e sonoro na estação de controle da CCR.

A inibição dos sensores é parte do procedimento de "Permissão para Trabalho" e é incorporada na lista de verificação, cobrindo o trabalho a ser realizado.

Filosofia de Parada por Incêndio e Gás

O Sistema de Incêndio e Gás (Fire and Gas - FGS) ativa a parada e o isolamento elétrico dos equipamentos, conforme o que se segue:

A detecção confirmada de Gás em áreas de Processo e Turret tem como consequência o acionamento de Parada Nível 2, resultando em todas as ações detalhadas no subitem C – FILOSOFIA E CRITÉRIOS DE SEGURANÇA – DEFINIÇÃO DOS NÍVEIS DE PARADA.

A Detecção de Gás no Invólucro de um Turbogerador , tem como conseqüência a parada somente do gerador associado.

A Detecção de Incêndio confirmada em uma Área de Processo e/ou Turret, tem como conseqüência o acionamento de Parada Nível 2, resultando em todas as ações detalhadas em no subitem C – FILOSOFIA E CRITÉRIOS DE SEGURANÇA – DEFINIÇÃO DOS NÍVEIS DE PARADA.

· Isolamento Elétrico da Sala Local de Equipamentos (Local Equipment Room - LER)

· Isolamento elétrico da LER é acionado a partir da detecção de Incêndio ou Gás confirmado dentro do compartimento da LER.

· A detecção de 20% LEL de Gás no sistema de ventilação e pressurização causa o fechamento somente dos registros de ventilação.

· Isolamento Elétrico da Sala de Equipamentos do Turret (Turret Equipment Room-TER):

· Isolamento elétrico da TER é acioando a partir da detecção de Incêndio ou Gás confirmado dentro do compartimento da TER.

· A detecção de 20% do limite inferior de explosividade de Gás no sistema de ventilação e pressurização causa o fechamento somente dos registros de ventilação.

Detecção de Gás

Devido ao carregamento contínuo de petróleo bruto proveniente da planta de processo, o gás dos tanques de carregamento é liberado continuamente durante as operações normais e intermitentemente em grandes volumes durante o lastro de emergência dos tanques de carregamento ou operações de lavagem dos tanques. A liberação do gás é feita através de um ponto de ventilação comum.

O sistema de ventilação dos tanques é concebido de forma a permitir a dispersão suficiente da mistura de vapor, evitando acúmulo de gás que atinja qualquer detector e provoque alarmes durante as operações.

Os detectores de gás de hidrocarbonetos são instalados conforme o seguinte critério:

· Para detectar liberação de gás em locais com áreas abertas ventiladas naturalmente com potencial de risco de vazamento significativo de gás de hidrocarbonetos;

· Para detectar quaisquer liberações de gás em áreas fechadas por onde passem tubulação ou equipamentos de hidrocarbonetos;

· Para detectar gás em áreas fechadas, ventiladas naturalmente onde o gás poderia se acumular;

· Para detectar gás em todas as entradas de ventilação forçada de áreas fechadas onde pessoas possam estar presentes ou onde são montados equipamentos elétricos. Isto inclui também as entradas de ar condicionado para a Sala Local de Equipamentos (Local Equipment Room - LER), Laboratório na instalação de processo e Sala de Equipamentos do Turret (Turret Equipment Room - TER);

· Para detectar gás em todos os invólucros de equipamentos rotativos (por ex. turbinas a gás);

· Para detectar gás em todas as entradas de ventilação e ar de combustão de equipamentos rotativos;

· Em todas as entradas de áreas fechadas onde pessoas possam estar presentes, onde sejam montados equipamentos elétricos e onde haja possibilidade de entrada de gás.

Não há nenhum detector de H2S instalado, já que não há um teor significativo de H2S no petróleo bruto. Todo detector de gás é capaz de detectar metano, já que este é o gás predominante no petróleo bruto.

Os sensores usados para detecção de gás são do tipo infravermelho, sendo suficientemente confiáveis para evitar alarmes falsos.

Os pontos de ajuste dos detectores de infravermelho são expressos como uma porcentagem do Limite Inferior de Inflamabilidade – LII (Lower Explosion Limit – LEL) e ajustados conforme o seguinte:

· Baixo Nível de Gás (LLG) 20% LEL;

· Alto Nível de Gás (HLG) 60% LEL.

A detecção de Gás Inflamável por qualquer detector de gás simples em baixo Nível (LLG) inicia um alarme conforme o seguinte:

· Indicação visual e alarme audível na CCR;

· Indicação visual/audível no painel repetidor.

Para detectores ajustados para detectar vazamentos de gás de hidrocarbonetos contidos em tubulação dentro de dutos ventilados mecanicamente, as ações corretivas são iniciadas em 20% LEL.

A Detecção de Gás Inflamável por qualquer detector de gás simples em alto Nível (HLG) inicia um alarme conforme o seguinte:

· Indicação visual e alarme audível na CCR;

· Indicação visual/audível na HMI na ECR

· Alarme audível de gás em todo o FPSO.

Para limitar a entrada de gás nos alojamentos, as entradas do sistema de ventilação e ar condicionado são providas com detector de gás por voto (2 entre 2), que deverá desligar automaticamente os ventiladores e fechar os dutos de ventilação; isto é iniciado em 20% LEL.

A detecção confirmada de alto Nível de Gás em um local onde o voto (2 entre 2) esteja instalado é considerada como uma situação potencialmente perigosa, iniciando uma ESD Nível 3 imediata.

Caso um alarme de gás não tenha sido confirmado no prazo de 2 minutos, soará um alarme dedicado de "dois minutos", tendo o novo alarme de gás sempre prioridade sobre o alarme de "dois minutos".

Detecção de Incêndio

Os detectores de incêndio instalados no FPSO Brasil estão em conformidade com as exigências SOLAS para a parte do “navio”, e de acordo com as exigências NFPA para as instalações de processo.

A detecção de Incêndio se dá automaticamente através de sensores de calor, chama infravermelha, detectores de fumaça e sistemas de tampão e fusível pneumático instalados nas áreas apropriadas e por meio de Pontos de Chamada de Alarme Manual (Manual Alarm Call-Points - MAC) localizados estrategicamente ao longo do FPSO.

Detectores de fumaça estão instalados em todas as áreas fechadas onde se possa prever fumaça no estágio inicial de um incêndio, como por exemplo nas áreas de alojamentos, sala de máquinas, sala de bombas, armazéns e laboratório.

Um sistema de detecção de fumaça para alarme imediato é usado na LER e na TER.

No mais, detectores de fumaça com votação 2003 são instalados em cada uma das entradas de ventilação dos alojamentos para detectarem a entrada de fumaça. Na detecção de fumaça confirmada dentro das entradas de ventilação, os ventiladores são parados automaticamente.

Detectores de calor do tipo termovelocimétrico são usados em todas as áreas que não sejam apropriadas para detectores de fumaça, tais como:

· Salas de Recreação;

· Cozinha, Refeitório e coifa da cozinha;

· Oficina da Sala de Máquinas;

· Lavanderias.

Detectores de chama de infravermelho são instalados tanto em áreas abertas de ventilação natural com risco elevado de incêndio, tais como o convés principal do navio, áreas fechadas perto de equipamentos acionados por motor a gás, quanto nas instalações de processo onde não estejam instalados sistemas de dilúvio mas onde sejam manuseados líquidos inflamáveis. Os detectores são do tipo banda de onda tripla.

Os detectores de incêndio são geralmente conectados a circuitos nas áreas do alojamento, para minimizar os custos de cabos e painéis (sistema endereçável). Nas áreas de processo, somente são utilizados detectores de incêndio individuais e por voto 2oo2.

MACs são instalados de acordo com o SOLAS através dos espaços de alojamentos, espaços de serviço e estações de controle. Além disto, são instalados MACs no heliponto, nos pontos de reunião e perto das rotas de escape nos módulos da instalação de processo. O pessoal dos alojamentos deverá estar sempre a menos de 20 metros de um MAC, nas instalações de Processo; os regulamentos do NFPA são aplicáveis. 

Os MACs têm fiação em circuitos separados.

A detecção automática de incêndio é por detectores de fogo por votação, localizados em locais estratégicos onde haja maior possibilidade de ocorrência de vazamento.

O skid de dilúvio possui sensor de pressão para confirmação da operação da válvula de dilúvio, válvulas manuais de teste/isolamento, solenóide dupla de controle para permitir a operação remota e parada do dilúvio. Os solenóides são desenergizados nas circunstâncias normais e possuem um dispositivo sensor de corrente para monitorar sua função durante todo o tempo. 

Em caso de detecção de incêndio, as seguintes ações são tomadas automaticamente:

· Indicação Áudio/Visual na CCR.

· Inundação de dilúvio na área apropriada.

As Turbinas a Gás possuem sistemas de detecção/combate a Incêndio nos seus invólucros.

SISTEMA DE PROTEÇÃO DE ALTA INTEGRIDADE (HIPPS)

Sistemas de Proteção de Alta Integridade de Pressão (HIPPS) são instalados no turret para proteção contra risco de sobre pressão nos equipamentos de produção.

As funções do HIPPS são realizadas por um sistema dedicado, configurado como SIL3. O HIPPS consiste de três sensores de pressão configurados em uma base de 2 entre 3 para a tomada de ações executivas. Desta forma, sempre que houver elevação da pressão de operação acima dos valores previamente definidos em uma determinada linha, o sistema bloqueará automaticamente o fluxo pela atuação de válvulas SDV’s, protegendo os equipamentos da planta de processo. 

A única conexão de sinal elétrico entre o HIPPS e quaisquer outros sistemas é um sinal do HIPPS para o sistema ESD do turret para sinalizar a sua atuação. As saídas do HIPPS são arranjadas para fechamento das válvulas SDV’s com falha segura. Além disso, as SDV possuem compartilhamento com outras saídas do sistema ESD, mas os solenóides são arranjados em uma configuração 1oo2 (isto é, falha segura). 

DISPOSITIVOS DE ENTRADA E SAÍDA

Dispositivos de Entrada

As entradas iniciadoras para todos os níveis de parada (Nível 1 a 4) são constituídas de transmissores analógicos de 4 a 20 mA C.C. Os dispositivos de contato (por ex. sensores de pressão) como entradas de iniciação são usados somente para intertravamentos não-críticos (por ex. partida de uma bomba reserva).

Os dispositivos de iniciação de parada são independentes e não são compartilhados por outras funções, tais como medição/controle de processo. As conexões de processo para dispositivos de iniciação de parada são independentes das conexões do PCS. As entradas de sinais de iniciação de parada possuem uma função associada de pré-alarme, configurada por software no circuito associado de indicação / controle do PCS, para alertar o operador da saída da variável de processo para fora do limite normal de operação.

Dispositivos de Saída

As válvulas solenóide são do tipo bobina de baixa potência. As válvulas com reajuste manual são do tipo projeto de “segurança”, isto é, a operação da alavanca de reajuste altera o estado da válvula somente se a energia elétrica estiver presente na bobina.

INIBIÇÃO E TESTES

Inibição para Manutenção

As malhas de controle de processo possuem Interruptores de Prevalência de Manutenção (MOS), os quais são concebidos para possibilitar a manutenção e teste dos dispositivos de entrada e saída sem ocasionar parada da unidade ou do processo. O acionamento do MOS prevalece sobre sinal do dispositivo de entrada, mantendo-o em situação normal, exceto para a função de alarme, de modo a permitir o teste deste quanto à sua correta atuação. A instalação do MOS é implementada no software do PCS. O estado atual de prevalência de cada MOS é sinalizado no HMI.

Teste de Válvula

As válvulas SDV’s do turret possuem instalações para permitir o teste do HIPPS através do seu fechamento parcial. Isto possibilita que a válvula se movimente o suficiente para demonstrar a ação de fechamento sem perturbar a vazão do fluído.

INTERFACE DOS SISTEMAS ESD/FGS/PCS DO TURRET 

Devido à limitação da interface de sinal por cabos entre o FPSO e o Turret, um painel remoto para o ICSS está localizado na Sala de Equipamentos do Turret (Turret Equipment Room - TER), provendo as funções exigidas de HIPPS, ESD, FGS e controle, associadas aos sensores e válvulas do Turret. Instalações redundantes de ligações seriais de dados estabelecem as comunicações entre as unidades ICSS do Turret e estações de trabalho da CCR com os objetivos de monitoração de alarme e ações do operador.

Sinais de ação executiva do FGS e de ESD Nível 3 entre o sistema ESD e o painel ESD do Turret também são transmitidos por cabo através dos swivels no Turret. 

SISTEMA DE COMUNICAÇÃO PÚBLICA

O sistema de Comunicação Pública/Alarme Geral (PA/GA) é constituído de alto-falantes localizados em toda a embarcação para facilitar os anúncios públicos e sinais de alarme de emergência.

A iniciação destes sinais de alarme é pelo sistema de Detecção de Incêndio & Gás e ESD.

O sistema PA/GA é mantido por uma Fonte Ininterrupta de Energia (UPS -Uninterrupted Power Supply).

Quatro sinais diferentes de alarme são utilizados.  Nas áreas ruidosas os alarmes são acompanhados de sinalização visual através do uso de lâmpadas de estado, conforme a seguir:

· Alarme de abandono
Grito (azul)

· Alarme de Incêndio
Trinado (vermelho)

· Alarme de Gás
Sirene (amarelo/âmbar)

· Advertência de 2 minutos
Ruído lento

Os anúncios durante o soar de um tom de alarme têm prioridade. O nível de som do tom de alarme é emudecido automaticamente.

Os cabos para o sistema PA/GA são resistentes a fogo.

PERMISSÕES PARA REARME E PARTIDA

Rearmes de Campo

O rearme de campo está localizado na própria válvula SDV. 

Além do rearme individual da válvula SDV, a lógica de PSD determina que, após uma parada PSD, todos os sistemas permanecam no estado de parada até que um comando de rearme seja acionado.

A lógica da PSD permite então o reinício da operação inibindo automaticamente os sinais de entrada e liberando-os com um pequeno retardo após a variável do processo atingir o valor do ponto de ajuste normal. Caso a variável do processo não atinja o valor do ponto de ajuste normal após ter sido decorrido o tempo pré-estabelecido, cada inibição de partida será removida automaticamente, provocando nova parada.

Fim do Tempo da Válvula SDV

Caso uma válvula SDV falhe na operação dentro de um tempo pré-determinado, um alarme é gerado na tela do Operador na CCR.

Uma impressora instalada na CCR registra as falhas, fornecendo um ‘Relatório de Tempo’ para as seguintes válvulas:

· Todas as válvulas SDV/HIPPS

· Válvulas de Blowdown

· Válvulas de Controle com solenóides SDV

- DESCOMISSIONAMENTO DAS INSTALAÇÕES

As premissas do descomissionamento estarão baseadas nos princípios de prevenção dos efeitos potenciais sobre o meio ambiente, da reutilização das instalações e equipamentos, da reciclagem e disposição final preferencialmente em terra, exceto nos casos de utilização como recifes artificiais ou outra destinação adequada, tanto do ponto de vista técnico como econômico.

O FPSO Brasil é uma unidade afretada que irá operar no campo de Roncador até o ano de 2007.

Em 2005 deverá entrar em operação a UEP (Unidade Estacionária de Produção) da Fase 2 do Módulo 1A de desenvolvimento do campo, a qual encontra-se em fase inicial de concepção.

A partir de novembro de 2006 os poços interligados ao FPSO Brasil serão remanejados para a nova UEP e quando o último poço for remanejado em 2007, o FPSO será desancorado e devolvido ao seu armador, podendo ser utilizado para produzir em outro campo.

Com base na experiência de descomissionamento em outros locais e nas tendências atuais, a desativação deverá considerar as premissas relacionadas a seguir:

ANCORAGEM , DUTOS E EQUIPAMENTOS SUBMARINOS

As linhas de ancoragem serão removidas, permanecendo no local o ponto fixo de ancoragem no fundo do mar.

As linhas e dutos flexíveis serão remanejados para a nova UEP.

O Manifold Submarino de Gás lift (MSGL) permanecerá em operação na Fase 2.

As linhas de produção dos poços RO-12, RO-14 e RO-16, e a linha de gás lift do poço RO-16, por serem rígidas, serão dispostas no local da instalação. 

Antes da disposição das linhas rígidas e do remanejamento das flexíveis,  as mesmas serão limpas e condicionadas para evitar a poluição potencial em qualquer condição. O procedimento de limpeza inclui a remoção de todo o óleo presente no seu interior, lavagem com água e passagem de pigs raspadores para que fiquem isentas de qualquer agente que possa poluir o meio ambiente.

SELEÇÃO DO LOCAL DE DISPOSIÇÃO

O material que for retirado deverá ser disposto em local pré-selecionado com prévia aprovação para descarte, minimizando-se o impacto ambiental. Para isto deverão ser analisados, no mínimo, os seguintes aspectos:

· Características físicas e biológicas da área;

· Características das comunidades afetadas pela disposição;

· Características ambientais da área;

· Identificar valores sociais e físicos da área envolvida, seja terrestre ou marítima;

· Viabilidade técnica – econômica do projeto de desativação;

· Licença vigente na área escolhida.

Documentos de Referência:

· International Maritime Organization – IMO - 1989: Guidelines and Standards for the Removal of Offshore Installations and Structures on the Continental Shelf. 

II.8.1.2- Estudo da Possibilidade de Ocorrência de Zonas de Alta Pressão
Este item não será abordado nesta análise de riscos, por se tratar de um aspecto relacionado à atividade de perfuração, a qual não é objeto do Relatório de Avaliação Ambiental, visto que esta atividade já é licenciada através da Licença Prévia de Perfuração - LPPER nº 07/98, emitida pelo Instituto Brasileiro de Meio Ambiente e dos Recursos Naturais Renováveis – IBAMA (vide Anexos 2 e 3).

II.8.1.3- Análise Histórica de Acidentes
A) Eventos Acidentais Ocorridos em Dutos e Risers

· REFERÊNCIA: RELIABILITY AND ECONOMICS OF PIPELINE OPERATIONS – VERITEC MARINE TECHNOLOGY CONSULTANTS – PAPER SERIES 1984-002
Mesmo sendo os pipelines um modo seguro e confiável de transporte, falhas em pipelines ocorrem e causam poluição, perda da capacidade de transporte, e elevado custo de reparo.
Um melhor entendimento das causas e características das falhas dos pipelines fornecerá informações importantes para a melhoria das atividades de inspeção e manutenção para os dutos existentes e ajudarão na seleção dos critérios de projeto para os novos pipelines.
O VERITEC mantém os seguintes registros de acidentes ocorridos em pipelines:

· Mar do Norte;

· Golfo do México;

Definições usadas no presente relatório:
· Falha do pipeline: evento acidental ou mau funcionamento que requer reparo e parada de operação do duto. As falhas discutidas no relatório são falhas da linha. Compressores e bombas estão excluídos.
· Taxa de falha: freqüência de falhas por ano e unidade de comprimento.
· Experiência de operação: comprimento do duto multiplicado pelo número de anos em operação.
- PIPELINES DO MAR DO NORTE

De acordo com The Oil Industry Exploration and Production Forum (E&P Forum), 33 acidentes com pipelines foram identificados entre os anos de 1974 e 1982, dos quais 18 apresentaram vazamento.
As falhas foram classificadas segundo as seguintes categorias:
A
Falha Mecânica

Falhas de componentes auxiliares tais como válvulas, luvas, flanges, etc., resultando em mau funcionamento e requerendo reparo.
B
Falha da Linha

Falhas do duto devido material defeituoso, corrosão, perda do revestimento de proteção, falha de solda.
C
Danos causados pela âncora e rede de pesca
Todos os incidentes que causam dano imediato ou levam a uma falha subsequente da linha ou mecânica.

A tabela II.8.1.3-1, extraída do E&P Forum, mostra que os danos causados por âncora e rede de pesca são os mais freqüentes, sendo também, possível verificar que os oleodutos são mais suscetíveis a falhas que os gasodutos.
Tabela II.8.1.3-1: Número de Falhas e de Vazamentos em Pipelines do Mar do Norte.

	CAUSAS DE FALHAS
	NÚMERO DE FALHAS
	TOTAL
	NÚMERO DE VAZAMENTOS
	TOTAL

	
	GÁS
	ÓLEO
	METANOL
	
	GÁS
	ÓLEO
	METANOL
	

	a
	2
	2
	
	4
	2
	2
	
	4

	b
	
	12
	1
	13
	
	9
	
	9

	c
	5
	9
	2
	16
	1
	3
	1
	5

	Todas as causas
	7
	23
	3
	33
	3
	14
	1
	18


A experiência de operação, o número de falhas e o número de vazamentos dos oleodutos e gasodutos do Mar do Norte durante os anos de 1974 a 1981 estão representados a seguir (Tabelas II.8.1.3-2 e II.8.1.3-3):
Tabela II.8.1.3-2: Experiência de Operação em Oleodutos – Mar do Norte.
	DIÂMETRO OLEODUTO
	EXPERIÊNCIA DE OPERAÇÃO
	FALHAS
	VAZAMENTOS
	TAXA DE FALHA
	TAXA DE VAZAMENTO

	(in)
	(km.ano)
	
	
	falha/km.ano
	vazamento/km.ano

	< 10
	820
	7
	6
	0,9 E-2
	0,7 E-2

	10 – 18
	1070
	11
	6
	1,0 E-2
	0,5 E-2

	> 20
	8340
	5
	3
	0,6 E-3
	0,4 E-3


Tabela II.8.1.3-3: Experiência de Operação em Gasodutos – Mar do Norte
	DIÂMETRO GASODUTO
	EXPERIÊNCIA DE OPERAÇÃO
	FALHAS
	VAZAMENTOS
	TAXA DE FALHA
	TAXA DE VAZAMENTO

	(in)
	(km.ano)
	
	
	falha/km.ano
	vazamento/km.ano

	< 10
	600
	0
	0
	< 3 E-3
	< 3 E-3

	10 – 18
	2300
	3
	2
	1,3 E-3
	9 E-4

	> 20
	14700
	4
	1
	4 E-4
	0,7 E-4


Analisando-se as tabelas acima, verifica-se que a maioria das falhas ocorre em dutos com diâmetro menor que 20”.
Algumas das conclusões que se pode tirar do estudo acima são:
· Os gasodutos têm menor taxa de falha e menor taxa de vazamento que os oleodutos.

· A taxa de falha é fortemente dependente do diâmetro do duto. Os dutos de maior diâmetro têm a taxa de falha significativamente inferior que os dutos de menor diâmetro.

· Ainda, é evidente que, embora não indicado nas tabelas a maioria dos acidentes ocorre próximo às plataformas ou perto da costa. Pelo menos 80% das falhas ocorrem nestas zonas

- PIPELINES DO GOLFO DO MÉXICO

Desde 1967 o The United States Geological Survey (USGS) manteve registro de rupturas e vazamentos de dutos que ocorreram nas águas americanas do Golfo do México. Durante o período de 1967 a 1981 o USGS registrou 339 falhas em pipelines e risers com a seguinte distribuição em relação ao diâmetro do duto (óleo e gás) (Tabela II.8.1.3-4).
Tabela II.8.1.3-4: Número de Falhas em Pipelines do Golfo do México.

	DIÂMETRO DO DUTO
	NÚMERO DE FALHAS

	< 10”
	267

	10 – 18”
	68

	> 20”
	4


Os dados mostram uma redução significativa no número de falhas com o aumento do diâmetro do duto.

A distribuição de falhas de dutos com diâmetro > 10”, de acordo com o diâmetro, as causas das falhas e produto transportado está representada a seguir (Tabela II.8.1.3-5):
Tabela II.8.1.3-5: Distribuição das Falhas para dutos com Ø > 10” – Golfo do México.

	DIÂMETRO
	PRODUTO
	CAUSAS DAS FALHAS
	TOTAL

	
	
	Atividade Offshore
	Deslizam. de Lama
	Corrosão
	Falha de Solda
	Falha de Válvula
	Outras
	

	
	
	
	
	Externa
	Interna
	
	
	
	

	10-14”
	óleo
	11
	6
	5
	9
	2
	1
	4
	38
	46

	
	gás
	5
	1
	1
	
	
	1
	
	8
	

	16-18”
	óleo
	1
	
	
	1
	
	
	2
	4
	16

	
	gás
	2
	
	1
	2
	
	4
	3
	12
	

	20-22”
	óleo
	
	
	
	
	
	
	
	
	3

	
	gás
	
	
	1
	1
	1
	
	
	3
	

	>24
	óleo
	
	
	
	
	
	
	
	
	1

	
	gás
	
	
	
	
	
	1
	
	1
	

	Todos Diâmetros
	óleo
	12
	6
	5
	10
	2
	1
	6
	42
	66

	
	gás
	7
	1
	3
	3
	1
	6
	3
	24
	


Atividade Offshore incluiu Ancoragem, rede de pesca, construção, queda de objeto, etc

O número de falhas (ruptura e vazamento) para os dutos com diâmetro superior a 10”, e a distribuição percentual estão representados na tabela II.8.1.3-6. As duas principais causas de falha são atividade offshore (ancoragem, construção,etc) e corrosão cada uma com cerca de 30% das falhas.
Tabela II.8.1.3-6: Distribuição Percentual das Falhas para dutos com Ø > 10” – Golfo do México.

	CAUSAS DE FALHA
	NÚMERO DE FALHAS
	PERCENTAGEM DO TOTAL

	Atividades Offshore 
	19
	29

	Corrosão Total
	Externa
	Interna
	21
	8
	13
	32
	12
	20

	Deslizamento de Lama
	7
	11

	Valves, etc
	7
	11

	Falha de Solda
	3
	4

	Outras, desconhecidas
	9
	13

	TOTAL
	66
	100


· REFERÊNCIA: FAILURES AND FAILURE RATE IN VARIOUS PIPELINE “NETWORK”- DETNORSK VERITAS

- MODOS DE FALHA APÓS O LANÇAMENTO E ANTES DA PARTIDA

	
	Nº
	%

	· Empeno causado por âncora
	15
	62,5

	· Corrente de âncora
	3
	12,5

	· Flutuação
	1
	4,2

	· Pig entalado
	1
	4,2

	· Teste de pressão
	3
	12,5

	· Outros
	1
	4,1

	TOTAL
	24
	100,0


- MODOS DE FALHA DURANTE A OPERAÇÃO

	Modos de Falha
	 (in)
	Conseqüências
	Medidas Corretivas Adotadas

	Problemas de estabilidade em águas rasas com fortes correntes. Perda da cobertura de concreto. Corrosão do duto que tinha 10 anos
	16
	-
	· Mantas com betumen agregado colocadas sobre o duto.

	Flutuação
	36
	· Sem vazamento
	· Parada do campo de produção.

· 6 semanas para reparo.

· Acréscimo de peso ao duto e cobertura com rocha.

	Danos causados à válvula pela âncora
	36
	· Vazamento de gás
	· Parada do campo de produção.

· Reparo.

	Empeno causado pela âncora
	34
	· Sem vazamento de óleo
	· Seção do duto danificada foi removida e substituída por solda hiperbárica.

· Tempo de reparo 6 semanas.

· Redução da produção.

	Vazamento através da “hydrocouple”.
	34
	· Pequeno vazamento de óleo
	· “Hydrocouple” substituída por solda hiperbárica.

· Tempo de reparo 6 semanas.

· redução da produção.

	Ruptura do riser devido à corrosão do tubo na zona de “splash”.
	-
	· Incêndio.

· Shutdown.

· Abandono da Plataforma.

· 3 mortes durante o abandono.
	· -

	Colisão do riser por rebocador
	
	· Danos causados ao revestimento de concreto e corrosão do revestimento.
	· Substituição do riser.

· Revestimento de monel aplicado externamente ao riser na zona de “splash”.

	Corrosão interna e erosão nas curvas do riser
	
	· Sem vazamento
	· Reparo do riser.

	Expansão térmica da linha. Riser em contato com a jaqueta.
	
	· Parada de produção.

· Sem vazamento.
	· Afastamento do riser da jaqueta antes da partida

	Vazamento através da “hydrocouple”.
	-
	· Vazamento insignificante
	· “Hydrocouple” substituída por solda hiperbárica.

	Vazamento através da “hydrocouple”.
	30
	· Vazamento insignificante
	· Produção reduzida.

· Reparo.

	Forte corrosão no riser.

Corrosão profunda (4 mm) causada por falha mecânica e falta de revestimento contra corrosão
	20
	· Sem vazamento
	· Reparo / Substituição

	-
	16
	· 
	· Reparo do duto

	Vazamento através do “pinhole” (falha do material ou falha de construção) detectado durante o teste de pressão.
	12
	· Vazamento insignificante de óleo
	· Reparo


· REFERÊNCIA: PIPELINE RELIABILITY – DET NORSK VERITAS E UNIVERSITY OF BRADFORD (1980)

- CARACTERÍSTICAS DAS FALHAS DE GASODUTOS E OLEODUTOS NO GOLFO DO MÉXICO
Desde 1969, The United States Geological Survey (USGS) coletou sistematicamente dados relativos a vazamentos de oleodutos e gasodutos submarinos ocorridos dentro das águas americanas do Golfo do México.
Demars analisou os dados coletados de 1969 a 1976, como parte de um estudo para determinar a influência da estabilidade do solo na taxa de falhas destes dutos. Ele descobriu que embora a corrosão seja a maior causa das falhas em dutos, elas são, muito freqüentemente, relacionadas com a instabilidade do solo, das quais as mais importantes são: movimentação de massa no fundo do mar, oscilação do duto onda-cume-sedimento-cume (que causam fadiga do material).

No período de 1967 a 1977, USGS relatou 173 falhas relativas a pipelines e risers que estão representados na tabela II.8.1.3-7.

Dos 173 acidentes mencionados, 136 foram classificados com falhas de pipelines e foram reagrupados na tabela de acordo com o modo de falha, o diâmetro do duto e o produto transferido.

Analisando-se a tabela II.8.1.3-8, verifica-se que as falhas mecânicas são poucas e contribuem com pequena parcela na taxa de falha global de dutos.

A tabela acima indica que a proporção (%) de falhas causadas por corrosão externa de oleodutos e gasodutos é similar. Entretanto, há uma parcela muito grande de falhas devido à corrosão interna nos dutos de diâmetros intermediários.

Outro ponto importante a ressaltar é que os dutos das duas faixas de menor diâmetro sofrem mais danos devido às forças naturais externas. Contudo, é alarmante o número de falhas causadas por forças externas provocadas pelo homem (manobras de ancoragem), especialmente nos dutos de diâmetro inferior a 10 ¾”.

Como resultado desse estudo, determinou-se que a taxa de falha global para pipelines submarinos com diâmetro > 6” é aproximadamente 1,63 falhas/1000 km.ano; uma estatística que é consideravelmente maior que a estatística de 0,69 falhas /1000 km.ano, obtida na análise do CONCAWE.

Tabela II.8.1.3-7: Número de Falhas de Pipelines e Risers no Golfo do México.

	Diâmetro
	Tipo
	Atividades Offshore
	Debris
	Gaxeta Flange
	Abrasão
	Vazamento em Válvula
	Falha Operacional
	Fenômenos Naturais
	Corrosão Externa
	Corrosão Interna
	Falha de Solda
	Movimentação de Terra
	Falha Mecânica
	Outras
	Desconhecida
	Todas

	2” – 4”
	po
	9
	
	1
	1
	1
	
	4
	12
	1
	
	
	
	1
	7
	37

	
	pg
	2
	
	
	
	
	
	
	5
	
	
	
	
	
	7
	14

	
	ro
	
	
	
	
	1
	
	5
	6
	
	
	
	
	
	3
	15

	
	rg
	
	
	
	
	
	
	
	1
	
	
	
	1
	
	1
	3

	6” – 10”
	po
	12
	1
	3
	
	1
	1
	2
	5
	3
	2
	1
	
	2
	7
	40

	
	pg
	
	
	
	
	
	1
	3
	1
	
	
	
	
	
	1
	6

	
	ro
	2
	
	
	
	
	
	3
	6
	
	
	
	
	
	1
	12

	
	rg
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	1
	1

	12”
	po
	2
	1
	1
	1
	
	1
	1
	1
	3
	
	4
	
	
	1
	16

	
	pg
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	ro
	
	
	
	
	
	
	1
	
	
	
	
	
	
	1
	2

	
	rg
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	14” – 18”
	po
	3
	
	
	
	
	1
	
	
	4
	
	
	
	
	
	8

	
	pg
	
	
	1
	
	
	
	
	
	1
	
	
	1
	
	1
	4

	
	ro
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	1
	
	
	
	
	1

	
	rg
	
	
	
	
	1
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	1

	20” – 22”
	po
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	pg
	
	
	
	
	
	
	
	1
	1
	1
	
	
	
	
	3

	
	ro
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	rg
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	>22”
	po
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	pg
	
	
	
	
	1
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	1

	
	ro
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	rg
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Desconhecido
	po
	4
	
	
	
	1
	
	
	
	
	
	1
	1
	
	10
	16

	
	pg
	
	
	
	
	1
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	1

	
	ro
	
	
	
	
	
	
	
	1
	
	
	
	
	
	3
	4

	
	rg
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Total
	po
	30
	2
	5
	2
	3
	3
	7
	18
	11
	2
	6
	1
	3
	25
	118

	
	pg
	2
	
	1
	
	2
	1
	3
	7
	2
	1
	
	1
	
	9
	29

	
	ro
	2
	
	
	
	1
	
	9
	13
	
	1
	
	
	
	8
	34

	
	rg
	
	
	
	
	1
	
	
	1
	
	
	
	1
	
	2
	5


Legenda:
PO: Pipeline, Oil


PG: Pipeline, Gas


RO: Riser, Oil


RG: Riser, Gás

Tabela II.8.1.3-8: Número de falhas de acordo com o tipo de falha, diâmetro do duto e o produto transferido.

	Diâmetro
	Produto
	
	Falha Mecânica
	Corrosão Externa
	Corrosão Interna
	Forças Externas Naturais
	Forças Externas Homem
	Outras
	TOTAIS

	< 12”
	O
	Nº
	2
	17
	4
	8
	22
	18
	71

	
	
	%
	3
	24
	6
	11
	31
	25
	

	
	G
	Nº
	
	6
	
	3
	2
	9
	20

	
	
	%
	
	30
	
	15
	10
	45
	

	
	O&G
	Nº
	2
	23
	4
	11
	24
	27
	91

	
	
	%
	2
	26
	4
	12
	26
	30
	

	12”-18”
	O
	Nº
	
	1
	7
	6
	6
	3
	23

	
	
	%
	
	5
	30
	26
	26
	13
	

	
	G
	Nº
	1
	
	1
	
	
	1
	3

	
	
	%
	33
	
	33
	
	
	33
	

	
	O&G
	Nº
	1
	1
	8
	6
	6
	4
	26

	
	
	%
	4
	4
	31
	23
	23
	15
	

	> 20”
	O
	Nº
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	%
	
	
	
	
	
	
	

	
	G
	Nº
	1
	1
	1
	
	
	
	3

	
	
	%
	33
	33
	33
	
	
	
	

	
	O&G
	Nº
	1
	1
	1
	
	
	
	3

	
	
	%
	33
	33
	33
	
	
	
	

	todos os pipelines
	O
	Nº
	3
	18
	11
	15
	32
	31
	110

	
	
	%
	3
	16
	10
	14
	29
	28
	

	
	G
	Nº
	2
	7
	2
	3
	2
	10
	26

	
	
	%
	8
	27
	8
	12
	8
	38
	

	
	O&G
	Nº
	5
	25
	13
	18
	34
	41
	136

	
	
	%
	4
	18
	10
	13
	25
	30
	


- CARACTERÍSTICAS DAS FALHAS DE GASODUTOS E OLEODUTOS NO MAR DO NORTE
The Oil Industry Exploration and Production Forum (E&P Forum) coletou dados de vazamento e falhas dos dutos localizados no Mar do Norte, desde 1975 e publicou 3 relatórios. 

O primeiro relatório descreveu 2 falhas (acidentes) em pipelines. A primeira falha foi causada por um rebocador que arrastava sua âncora no fundo do mar; e o segundo foi devido à fratura frágil provocada pela tensão gerada durante sua construção.

O segundo relatório descreve 4 incidentes com vazamento. Um incidente ocorreu num oleoduto e os outros 3, em gasoduto. Dois dos incidentes ocorreram durante o teste e os outros 2 durante a operação. Dois incidentes foram provocados por corrosão, um por falha do material e um por defeito de fabricação.

Baseado nesses relatórios, e considerando que 1435 km de dutos foram comissionados em 1976, é possível concluir que a taxa de falha global para dutos instalados no Mar do Norte é 0,70 falhas/1000 km.ano com 95% de limite de confiança de 0,067 a 2,50.

- CARACTERÍSTICAS DAS FALHAS DE GASODUTOS E OLEODUTOS NO GOLFO DA ARÁBIA
Em 1978 E&P Forum publicou relatório analisando os incidentes ocorridos em 1977 e 1978 neste golfo. Este relatório descreve somente 1 incidente com duto de 8” que transportava óleo e gás e foi provocado pelo cabo de amarração. Baseado em 1 acidente em 2 anos e 1809 km de dutos submarinos comissionados, tem-se que a taxa de falha 0,28 falhas /1000 km.ano com 95% de limite de confiança de 0,028 e 1,55.

· REFERÊNCIA: RISK ASSESSMENT DATA DIRECTORY ELABORADO PELO SHAPC COMMISSION OF THE E&P FORUM (OIL INTERNATIONAL EXPLORATION & PRODUCTION FORUM – LONDRES)
O banco de dados do E&P Forum abrange as perdas de conteúdo dos risers. Somente acidentes envolvendo perda de conteúdo estão incluídos. A investigação abrange os vários setores do Mar do Norte. Deve-se observar que a avaliação dos efeitos das causas destacadas nas tabelas de dados II.8.1.3-9 E II.8.1.3-10 são baseadas em um número muito pequeno de incidentes e devem, conseqüentemente, ser interpretadas com muito cuidado. No cálculo das freqüências, foi assumido que o número de incidentes obedece a uma distribuição de Poisson: baseado nesta premissa, o intervalo de confiança (limites superior de 95% e inferior de 5%) para cada estimativa também foi calculado.

Tabela II.8.1.3-9: Freqüência (ocorrência/104ano) de Perda de Conteúdo para Risers.

	TIPO DE RISER
	OBSERVAÇÃO
(RISER-ANO)
	FREQÜÊNCIA DE PERDA DE CONTEÚDO
(OCORRÊNCIA/104 ANO)

	
	
	LIMITE INFERIOR
	Melhor Estimativa
	Limite Superior

	Linha de Aço (2” a 8”)
	2083
	0,24
	4,8
	22,8

	Linha de Aço (> 10”)
	5249,2
	3,75
	9,53
	20

	Linha de Aço (10” a 16”) 
	1995,9
	6,86
	20
	45,8

	Linha de Aço (18” a 24”)
	2047,1
	0,244
	4,88
	23,2

	Linha de Aço (26”a 36”) 
	1206,2
	-
	5,8
	24,9

	Linhas Flexíveis (todas)
	404,1
	8,91
	49,5
	156


Tabela II.8.1.3-10: Risers flexíveis: observação e freqüência de falha categorizada por causa.

	CAUSAS
	OBSERVAÇÃO
(RISER-KM-ANO)
	FREQÜÊNCIA DE PERDA DE CONTEÚDO
(OCORRÊNCIA/104 ANO)

	
	
	LIMITE
INFERIOR
	MELHOR ESTIMATIVA
	LIMITE SUPERIOR

	Perda de ancoragem ou impacto mecânico dentro da zona de segurança da plataforma (raio de 500m da unidade)
	550,8
	-
	12,7
	54,5

	Perda de ancoragem ou impacto mecânico dentro da zona segurança dos poços submarinos (raio de 500m das instalações submarinas)
	657
	12,5
	45,7
	118

	Impacto mecânico em linhas submarinas (ponto médio)
	808,8
	0,618
	12,4
	58,6

	Corrosão e defeito de material em risers menores que 2 km de comprimento
	298,5
	66
	168
	352

	Corrosão e defeito de material em risers de 2 a 5 km de comprimento
	609,3
	5,91
	32,8
	103

	Corrosão e defeito de material em risers maiores que 5 km de comprimento
	340,4
	-
	20,6
	88,1


Os mecanismos de falha e a taxa de falhas de linhas/risers dependerão do número de parâmetros técnicos, operacionais e ambientais. Os dados de observação apresentados anteriormente justificam, até certo ponto, esta dependência estatística. Para estabelecermos alguma relação para estes parâmetros, uma avaliação qualitativa dos efeitos é mostrada na tabela II.8.1.3-11. Normalmente o julgamento do especialista será utilizado para quantificar o efeito do parâmetro específico ou da taxa de falhas.

Tabela II.8.1.3-11: Parâmetros que Influenciam a Taxa de Falha.

	MODOS DE FALHA
(EVENTOS INICIADORES)
	EFEITO NA TAXA DE FALHAS
	PARÂMETROS

	Corrosão (supondo a existência de pintura externa e proteção catódica)
	Aumenta
	Umidade no CO2 em tubulação de aço carbono

	
	
	Risers no interior de estruturas de concreto inundadas (mar)

	
	
	Mar de águas quentes

	
	
	Riser fixado na splash zone (zona próxima à superfície do mar)

	
	
	Encamisamento

	
	Diminui
	Envoltório externo com liga Inconel 625

	
	
	Aço inoxidável

	
	
	Encamisado com liga Monel

	
	
	Inspeção

	
	
	Pig inteligente (passagem de pig Instrumentdo)

	
	
	Idade 4-20 anos (efeito “curva da banheira”)

	
	
	Liga Monel revestida de aço inoxidável

	
	
	Projeto com coeficiente de aproveitamento 0,3 em vez de 0,6

	
	
	Interior de estruturas de concreto secas

	Impacto externo
	Aumenta
	Posição do riser externo à plataforma

	
	
	Linhas expostas ou agrupadas

	
	
	Rota de navegação dentro do raio de 5 km da plataforma

	
	
	Aproximação de embarcações de apoio do mesmo lado do riser

	
	
	Riser dentro do alcance do guindaste

	
	Diminui
	Posição do riser interno à plataforma

	
	
	Linhas enterradas

	
	
	Espessura das linhas

	
	
	Defensas / encamisamento de risers externos à plataforma

	
	
	Não ser rota de navegação comercial

	
	
	Restrições operacionais em condições climáticas adversas

	Defeitos mecânicos
	Aumenta
	Aço inoxidável

	
	
	Espessura das linhas ( 25 mm

	
	Diminui
	Riser sem costura

	
	
	Inspeção detalhada (rigorosa)

	
	
	Manual de inspeção

	
	
	Projeto com coeficiente de aproveitamento 0,3 em vez de 0,6

	
	
	Fixação de riser; redundância no projeto, inspeção regular, monitoramento dos movimentos do riser, etc.

	Perigos Naturais
	Aumenta
	Condições locais muito severas (furações, terremotos)


Segundo o E&P Forum existem muitos parâmetros que influenciam a probabilidade de ignição, os quais são fortemente dependentes da própria instalação (unidade), mas alguns dados genéricos podem ser utilizados para estimarmos a ordem de grandeza, conforme tabelas II.8.1.3-12 E II.8.1.3-13.

Tabela II.8.1.3-12: Probabilidade de ignição típica (plataforma integrada)

	LOCAL
	INTENSA LIBERAÇÃO DE GÁS

(>20 KG/S)
	GRANDE LIBERAÇÃO DE GÁS

(2-20 KG/S)
	PEQUENA LIBERAÇÃO DE GÁS

(<2 KG/S)

	Riser acima de superfície
	0,168
	0,026
	0,05

	Abaixo da superfície
	0,443
	0,13
	0,043


Tabela II.8.1.3-13: Probabilidade de ignição histórica para linha de gás, onshore.

	DANOS
	PROBABILIDADE

	Pequeno furo / Trinca
	0,027

	Furo
	0,019

	Ruptura < 16” 
	0,099

	Ruptura > 16” 
	0,235


B)
Eventos Acidentais Relevantes na Atividade Offshore
Este item concentra-se nos eventos primários ou externos que poderiam potencialmente conduzir a uma seqüência acidental perigosa durante as atividades offshore. 

A investigação considera dois bancos de dados específicos: o WOAD e o Risk Assessment Data Directory elaborado pelo SHAPC Commission of the E&P Forum (Oil International Exploration & Production Forum – Londres). Este banco fornece uma seleção das causas que mais contribuem para os acidentes offshore e para cada uma delas uma freqüência de ocorrência associada.

Onde não explicitamente indicado, os dados apresentados neste item referem-se a todos os tipos de instalações offshore.

- definições usadas no WOAD

GRAU DOS DANOS

Os danos estruturais foram classificados de acordo com a severidade e extensão dos danos causados às estruturas e aos equipamentos de produção:

	Perda Total
	Perda total da unidade incluindo perda total da construção do ponto de vista das seguradoras. Entretanto a plataforma pode ser reconstruída e voltar a operar.



	Dano Severo
	Danos severos para um ou mais módulos da unidade;

Danos Grandes/médios às estruturas de suportação;

Danos maiores a um equipamento essencial.



	Dano Significativo
	Danos sérios e significativos para módulo ou área localizada da unidade;

Danos menores às estruturas de suportação;

Danos significativos a um equipamento essencial;

Danos a mais de um equipamento essencial.



	Dano Menor
	Danos significativos a um equipamento essencial;

Danos a mais de um equipamento não essencial;

Danos a estruturas que não são de suportação.



	Dano Insignificante
	Dano insignificante ou nenhum dano

Danos a parte de equipamento essencial;

Danos ao cabo de reboque, geradores e motores


TIPO DE ACIDENTE/INCIDENTE

De acordo com o WOAD, há uma certa dificuldade em se apresentar ou classificar o tipo de acidente/incidente de uma forma clara uma vez que um acidente pode compreender uma cadeia de eventos (ocorrências) consecutivos, tais como: um blowout pode provocar uma explosão, um incêndio e um vazamento de óleo. Portanto um único acidente pode provocar várias ocorrências. Com relação ao número de acidentes, este será classificado como o “evento principal” na cadeia de evento, ou seja, o evento de maior conseqüência para as instalações. 

A classificação dos tipos de acidentes usados nas estatísticas estão relacionados e explicados abaixo:

	ITEM
	TIPO DE EVENTO
	DESCRIÇÃO

	1
	Falha da Âncora
	Problemas com a âncora, com a linha da âncora, dispositivos para amarração ou guinchos (por exemplo: arraste da âncora, ruptura dos cabos de amarração, perda da âncora, falha dos guinchos)

	2
	Blowout
	Fluxo incontrolável de gás, óleo ou outro fluido do reservatório, ou seja, perda da 1a barreira – coluna hidrostática ou vazamento e perda da 2a barreira – BOP/DHSV

	3
	Capotagem
	Perda de estabilidade, resultando no tombamento, emborcamento ou capotagem da unidade

	4
	Colisão
	Contato acidental entre uma unidade da atividade offshore e uma outra unidade mercante, em que pelo menos uma delas é movida a propulsão ou está sendo rebocada. Também estão incluídas colisões com pontes e cais,etc.

	5
	Contato
	Colisão/Contato acidental de embarcações que estão envolvidas com a atividade offshore da unidade afetada, por exemplo: rebocadores, barcos de suprimento, etc.

	6
	Acidentes com Guindaste
	Qualquer evento causado por/ou envolvendo guindaste ou outro equipamento para elevação

	7
	Explosão
	Explosão

	8
	Queda de Carga
	Queda de carga causada por ou envolvendo guindastes ou outros equipamentos de levantamento de carga. Queda do guindaste, botes salva-vidas que acidentalmente caiam no mar e homem ao mar estão incluídos

	9
	Incêndio
	Incêndio

	10
	Afundamento
	Perda de flutuação da instalação ou unidade indo a pique, submergindo

	11
	Encalhe
	Instalação flutuante em contato com o fundo do mar

	12
	Acidente com Helicóptero
	Acidente com helicóptero tanto heliponto quanto em contato com a instalação

	13
	Vazamento de Água
	Vazamento de água para dentro da unidade causando perda de flutuação ou problemas de estabilidade

	14
	Adernamento
	Inclinação descontrolada da unidade

	15
	Falha das Máquinas
	Falha das máquinas de propulsão

	16
	Fora de Posição
	Unidade fora da posição esperada (não intencional) ou em deslocamento fora de controle (à deriva)

	17
	Vazamento de Produto
	Vazamento de óleo e/ou gás para os arredores da unidade proveniente dos seus próprios equipamentos/vasos/tanques, e que também podem causar poluição e/ou explosões/incêndios

	18
	Dano Estrutural
	Falha das estruturas diretas ou dos suportes estruturais por quebra ou fadiga (sendo a maioria das falhas foi causada pelas condições climáticas)

	19
	Acidente Durante Reboque
	Ruptura ou falha nos cabos/linhas de reboque

	20
	Problema no Poço
	Problema acidental com o poço, isto é, perda de uma barreira (coluna hidrostática) ou outro problema no fundo do mar

	21
	Outros
	Outros eventos além dos especificados acima


MODO DE OPERAÇÃO

Os seguintes modos operacionais descrevem a atividade em que se encontravam as unidades quando ocorreu o acidente:

	Perfuração
	Atividade principal relacionada à perfuração incluindo desenvolvimento, exploração e perfuração de poço

	Inativa
	Unidade parada, fora de operação

	Operação Complementar
	Atividade de teste, completação, abandono, mobilização, desmobilização ou carregamento

	Produção
	Atividade principal relacionada à produção e injeção, inclusive flowlines e risers de produção e exportação

	Construção
	Unidade em construção

	Suporte
	Atividades de suporte, inclusive acomodação

	Transferência
	Transferência da unidade seja flutuando ou em navio ou barcaça

	Outro
	Outro tipo de atividade que não esteja relacionada acima


TIPO DE UNIDADE

As seguintes definições são aplicadas:

	Unidades Móveis
	Jackup, semisubmersíveis, submersíveis, navios ou barcaças de perfuração

	Unidades Fixas
	Ilha artificial, estrutura de concreto, jaqueta, estruturas para suportação de poços, plataformas para tocha, plataforma do tipo tension leg

	Outras
	barcaças que não aquelas de perfuração, tipo desconhecido de unidade móvel, monobóia, FPSO, sistemas de produção submarinos, gasodutos e oleodutos


TIPO DE VAZAMENTO

Os seguintes grupos descrevem os tipos de vazamento que causam poluição:

	Óleo Cru
	Óleo cru ou óleo lubrificante

	Óleo e Gás
	Óleo e gás

	Gás
	Gás natural, incluindo gás combustível, e H2S

	Óleo Leve
	Óleo combustível aquecido, óleo hidráulico, condensado, metanol, glicol, óleo diesel e lama a base de óleo

	Produtos químicos
	Produtos químicos, lama a base de água para o mar ou para o ar


TAMANHO DO VAZAMENTO

Os seguintes grupos distribuídos de acordo com a massa vazada, principalmente de líquido estão representados abaixo:

	Pequeno
	0 – 9 toneladas

	Moderado
	10 – 100 toneladas

	Sigificante
	100 – 1000 toneladas

	Grande
	1000 – 10.000 toneladas

	Muito Grande
	> 10.000 toneladas


Analisando-se a tabela II.8.1.3-14, verifica-se que os tipos de acidente que mais contribuíram como eventos principais nas cadeias de eventos foram incêndio (25,33%) e vazamento de produto (18,74%). Outros dois tipos de acidentes cuja contribuição é relevante são: danos estruturais (7,11%) e colisão (4,11%). Entretanto, vale ressaltar que a maioria dos danos estruturais foi causada pelas condições climáticas e a região da Bacia de Campos não é sujeita a maremotos e a furacões. Colisão também não deve ser considerada tipo de acidente, pois na área não há rotas de navegação. Outros eventos com significante contribuição são: contato (7,02%); blowout (6,00%); queda de carga (5,39%), capotagem (4,46%) e explosão (4,46%).

Embora, dos 3431 acidentes ocorridos no período de 1970 - 1997, 643 tiveram como evento principal vazamento de produto, é importante notar que em 1227 (35,76%) acidentes houve vazamento de produto.
Tabela II.8.1.3-14: Tipo de Acidente vs Número de Ocorrências e Número de Acidentes. Todas as Unidades, no Mundo inteiro, de 1970 – 1997.

	TIPO DE ACIDENTE
	número de ocorrências
	Número de
acidentes

	Falha da Âncora
	141
	85

	Blowout
	315
	206

	Capotagem
	157
	153

	Colisão
	161
	141

	Contato
	259
	241

	Acidente com guindaste
	143
	29

	Explosão
	214
	153

	Queda de Carga
	220
	185

	Incêndio
	965
	869

	Afundamento
	123
	34

	Encalhe
	68
	58

	Acidente com Helicóptero
	31
	31

	Vazamento de Água
	74
	43

	Adernamento
	86
	48

	Falha das Máquinas
	25
	20

	Fora de Posição
	184
	14

	Vazamento de Produto
	1227
	643

	Danos Estruturais
	358
	244

	Acidente durante reboque
	92
	55

	Problemas no poço
	376
	98

	Outros
	100
	81

	TOTAL
	-
	3431


Analisando-se a tabela II.8.1.3-15, verifica-se que na fase de produção ocorreram 81,66% dos vazamentos de produto; 70,67% dos incêndios; 58,88% das explosões; 30,91% das quedas de carga; 27,39% das capotagens; 20,46% dos contatos; e 11,43% dos blowouts.

Tabela II.8.1.3-15: Número de Ocorrências; Tipo de Acidente vs Modo de Operação.
Todas as Unidades, no Mundo inteiro, de 1970 – 1997.

	Número de ocorrências

	Tipo de Acidente
	Modo de Operação

	
	Perfuração
	Inativa
	Operação Complementar
	Produção
	Construção da Unidade
	Atividade de Suporte
	Transferência da Unidade
	Outros
	Total

	Falha da Âncora
	68
	17
	13
	6
	9
	17
	7
	4
	141

	Blowout
	206
	1
	69
	36
	0
	0
	0
	3
	315

	Capotagem
	34
	4
	14
	43
	4
	14
	43
	1
	157

	Colisão
	15
	12
	2
	97
	10
	3
	16
	6
	161

	Contato
	106
	13
	15
	53
	9
	24
	33
	6
	259

	Acidente com guindaste
	53
	3
	12
	48
	9
	16
	2
	0
	143

	Explosão
	48
	0
	16
	126
	8
	6
	4
	6
	214

	Queda de Carga
	86
	4
	32
	68
	14
	8
	6
	2
	220

	Incêndio
	177
	8
	45
	682
	12
	16
	8
	17
	965

	Afundamento
	26
	1
	15
	13
	10
	13
	40
	5
	123

	Encalhe
	7
	4
	4
	1
	6
	7
	35
	4
	68

	Acidente com Helicóptero
	6
	1
	2
	20
	0
	2
	0
	0
	31

	Vazamento de Água
	15
	5
	3
	5
	5
	8
	28
	5
	74

	Adernamento
	25
	3
	23
	7
	4
	4
	17
	3
	86

	Falha das Máquinas
	7
	2
	0
	0
	0
	2
	14
	0
	25

	Fora de Posição
	42
	16
	12
	2
	6
	11
	92
	3
	184

	Vazamento de Produto
	120
	8
	70
	1002
	7
	6
	3
	11
	1227

	Danos Estruturais
	89
	8
	79
	75
	13
	20
	66
	8
	358

	Acidente durante reboque
	0
	0
	2
	0
	2
	0
	88
	0
	92

	Problemas no poço
	254
	0
	98
	22
	0
	0
	0
	2
	376

	Outros
	26
	3
	7
	49
	3
	5
	3
	4
	100


Considerando-se o produto vazado e a magnitude do vazamento (Tabela II.8.1.3-16), exclusive as ocorrências cuja magnitude é desconhecida, verifica-se que em 85,93% das ocorrências a quantidade vazada foi < 9 toneladas (<10 m3, considerando um óleo com densidade de 900kg/m3)

Analisando-se os produtos vazados, exclusive os desconhecidos, verifica-se que em 56,23% dos vazamentos o produto era gás. 67,26% dos vazamento de óleo cru e 81,10% dos vazamentos de óleo leve foram classificados como pequeno, ou seja, < 9 toneladas.

Tabela II.8.1.3-16: Número de Acidentes com Vazamento, Tipo de Vazamento vs Grandeza do Vazamento de Operação. Todas as Unidades, no Mundo inteiro, de 1970 – 1997.

	número de acidentes com vazamento

	TIPO DE VAZAMENTO
	Grandeza DO VAZAMENTO

	
	Pequeno
	Menor
	Significante
	Grande
	Muito Grande
	Desconhecida
	Total

	Óleo Cru
	113
	27
	17
	9
	2
	34
	202

	Óleo e Gás
	87
	4
	7
	9
	10
	65
	182

	Gás
	576
	8
	13
	2
	3
	283
	885

	Óleo Leve
	206
	39
	7
	2
	0
	19
	273

	Produtos Químicos
	21
	5
	1
	0
	0
	5
	32

	Outros
	17
	1
	1
	0
	0
	3
	22

	Total
	1020
	84
	46
	22
	15
	409
	1596


· ACIDENTES COM GUINDASTES E QUEDA DE CARGA
Os guindastes são largamente utilizados na instalação das cabeças de poços no nível das plataformas. Além disso, durante a fase de produção também é necessária a movimentação de cargas sobre o FPSO ou entre o mesmo a as embarcações de apoio. Uma falha no guindaste ou queda de carga pode ser muito perigosa para a planta de processo do navio, para a equipe a bordo, para os risers e também para os equipamentos de sub-superfície (região submarina).

O WOAD fornece, separadamente, os dados para cada tipo de evento, bem como a distribuição por fase de operação.

A tabela II.8.1.3-17 é relativa aos acidentes com guindastes.

Tabela II.8.1.3-17: Número de Ocorrências com Guindaste  -  Período vs Modo de Operação. Todas as Unidades, no Mundo inteiro, de 1970 – 1997.

	PERÍODO
	Perfuração
	Inativa
	Operação Complementar
	Produção
	Construção da unidade
	Atividade de suporte
	Transferência da unidade
	Outras atividades
	Total

	1970-79
	9
	-
	4
	3
	5
	1
	-
	-
	22

	1980-97
	44
	3
	8
	45
	4
	15
	2
	-
	121

	TOTAL
	53
	3
	12
	48
	9
	16
	2
	-
	143


Com referência à queda de cargas é apresentada a tabela II.8.1.3-18.

Tabela II.8.1.3-18: Número de Ocorrências com Queda de Carga Período vs Modo de Operação.
Todas as Unidades, no Mundo inteiro, de 1970 – 1997.

	PERÍODO
	Perfuração
	Inativa
	Operação Complementar
	Produção
	Construção da unidade
	Atividade de suporte
	Transferência da unidade
	Outras atividades
	Total

	1970-79
	10
	-
	5
	5
	5
	1
	-
	-
	26

	1980-97
	76
	4
	27
	63
	9
	7
	6
	2
	194

	TOTAL
	86
	4
	32
	68
	14
	8
	6
	2
	220


Uma estatística adicional fornecida pelo WOAD, edição 1994, distribui os eventos citados anteriormente conforme descritos na tabela II.8.1.3-19.

Tabela II.8.1.3-19: Freqüência de falha de acidentes envolvendo guindaste.

	EVENTO
	CONTRIBUIÇÃO (%)
	FREQÜÊNCIA
(OCORRÊNCIA / 1000 UNIDADE-ANO)

	
	
	UNIDADES FIXAS
	UNIDADES MÓVEIS
	OUTRAS

	Ruptura do guindaste
	19
	0,036
	0,42
	0,07

	Ruptura da lança do guindaste
	54
	0,101
	1,21
	0,21

	Queda de carga
	27
	0,050
	0,60
	0,11

	TOTAL
	100
	0,187
	2,23
	0,39


· COLISÕES

Neste item serão investigados os acidentes que resultaram em colisões, ou seja, contato acidental entre a unidade e qualquer outro tipo de navio ou sistema de transporte (navio de armazenamento, navio de pesca, helicópteros, etc) causando danos à unidade. Este perigo possui grande dependência com o local da instalação da unidade, devido ao tráfego de embarcações na área.

Os acidentes podem ser divididos em diferentes categorias de acordo com o tipo da colisão:

· Colisão com navio propulsionado: Cobre situações tais como: erro de manobra/ navegação, falha técnica, falha humana, pouca visibilidade, falha do radar, etc.

· Colisão com navio à deriva: Colisões com navios ou outras embarcações flutuando desgovernadamente em direção à unidade, ou seja, um navio que perdeu propulsão própria ou enfrenta uma falha progressiva das linhas de ancoragem (amarras) ou das linhas de tração do rebocador, e seu rumo está sob influência das forças da natureza (ventos e correntes marítimas).

O WOAD registra os dados, dividindo em duas outras categorias, relativas ao fato que o navio que provocou a colisão está ou não vinculado a uma atividade de uma instalação offshore. As duas categorias seguintes são consideradas:

· Externa: contato acidental entre a unidade offshore e um navio de trânsito marítimo quando pelo menos um deles está propulsionado ou tracionado por um rebocador. Exemplos: navio-tanque, navio de carga, navio pesqueiro. Também estão incluídas as colisões com pontes, cais, etc, e navios envolvidos na atividade de óleo e gás de outras plataformas além da plataforma afetada, e entre duas instalações offshore.

· Relacionada ao Campo: contatos acidentais entre navios envolvidos na atividade de óleo e gás da plataforma afetada, embarcações de apoio, navios de suporte, rebocador ou helicópteros, e instalações offshore (móvel ou fixa). Também estão incluídas colisões entre duas instalações offshore somente quando as mesmas são destinadas a uma locação restrita.

Com relação a colisões externas (E&P Forum), os navios mercantes são identificados como o principal perigo de colisão em plataformas, já que geralmente são de grande porte e representam considerável energia de impacto. Somando-se a isso, o tráfego pode ser muito intenso em algumas áreas e nenhuma influência pode ser exercida pelas Companhias Operadoras. Além do mais, existe um problema das incertezas nas estimativas de risco uma vez que os navios mercantes operam com padrões variados de qualidade.

A estimativa de risco associada ao tráfego naval é um problema porque as informações sobre rotas e volumes transportados são restritas e, portanto, difíceis de obter. O tráfego pode variar a cada ano e esta variação também depende da situação política da área. Duas diferentes categorias principais devem ser consideradas: o tráfego de superfície e o submersível. Com relação ao tráfego de superfície os navios são, via de regra, altamente confiáveis e projetados para operar sob condições adversas. Estes aspectos nos levam a considerar negligenciável o risco de colisão. São mais relevantes os riscos devido à navegação submersível de submarinos: em princípio eles são oficialmente restritos da operação nas áreas imediatamente próximas das instalações offshore, em tempos de paz. De qualquer modo, no passado, alguns eventos revelaram a possibilidade de colisão.

Os navios pesqueiros são dos mais variados tamanhos desde grandes navios frigoríficos até pequenas embarcações operando próximo ao litoral. Tipicamente um grande navio pesqueiro deslocará aproximadamente 1000 ton. Isto implica que a energia de colisão pode ser menor que 20 MJ, que em geral não é suficiente para ameaçar a integridade de uma plataforma típica do Mar do Norte. Entretanto risers e outros equipamentos importantes apresentam uma resistência de impacto consideravelmente menor, portanto os navios pesqueiros devem ser levados em consideração.

Os navios-tanque (petroleiros) são em muitos aspectos similares aos navios mercantes, exceto quanto à operação desses navios, que levam em conta a existência de instalações offshore.

O tráfego offshore (E&P Forum) relativo ao campo é o responsável pela maioria das colisões/contatos. Geralmente estas colisões causam somente um pequeno dano, embora impactos significantes tenham sido relatados no passado. Geralmente, colisões de qualquer tipo relacionadas ao tráfico podem ser mais facilmente controladas porque os navios são operados pelas próprias companhias e elas podem impor restrições para este tráfego se necessário.

Os dados sobre colisões (WOAD) são mostrados na tabela II.8.1.3-20:

Tabela II.8.1.3-20: Número de Ocorrências com Colisão  -  Período vs Modo de Operação. Todas as Unidades, no Mundo inteiro, de 1970 – 1997.

	PERÍODO
	Perfuração
	Inativa
	Operação Complementar
	Produção
	Construção da unidade
	Atividade de suporte
	Transferência da unidade
	Outras atividades
	Total

	1970-79
	7
	4
	1
	27
	4
	3
	5
	1
	52

	1980-97
	8
	8
	1
	70
	6
	-
	11
	5
	109

	TOTAL
	15
	12
	2
	97
	10
	3
	26
	6
	161


Contatos relacionados ao campo, registrados pelo WOAD são apresentados na tabela II.8.1.3-21.

Tabela II.8.1.3-21: Número de Ocorrências com Contato  -  Período vs Modo de Operação.
Todas as Unidades, no Mundo inteiro, de 1970 – 1997.

	PERÍODO
	Perfuração
	Inativa
	Operação Complementar
	Produção
	Construção da unidade
	Atividade de suporte
	Transferência da unidade
	Outras atividades
	Total

	1970-79
	44
	-
	1
	10
	4
	5
	10
	-
	74

	1980-95
	62
	13
	14
	43
	5
	19
	23
	6
	185

	TOTAL
	106
	13
	15
	53
	9
	24
	33
	6
	259


· EVENTOS EXTERNOS (TERREMOTOS, CONDIÇÕES METEOROLÓGICAS EXTREMAS)
Os eventos externos são muito importantes na avaliação de riscos em instalações offshore. Muitas vezes as causas primárias de uma seqüência acidental são as condições climáticas adversas ou eventos da natureza. A propósito, a estimativa da freqüência desses eventos é fortemente dependente do local da instalação e não pode ser obtida por um banco de dados genérico. Por exemplo, E&P Forum relata os seguintes dados genéricos que mostram o efeito do “local” devido à presença de diferentes eventos da natureza (Tabela II.8.1.3-22 e II.8.1.3-23).

Tabela II.8.1.3-22: Taxa de falha calculada para plataformas fixadas com estruturas metálicas (ocorrência / 1000anos).

	ÁREA
	-1971
	1972-81
	1982-94
	1995-

	Golfo do México
	20
	3
	1
	0,1

	Mar do Norte
	< 0,01
	< 0,01
	< 0,01
	< 0,01
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