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1. Introdução 
 

O objetivo principal do Acordo de Paris é a estabilização da temperatura média global, o que 
exige que se alcance um equilíbrio entre emissões e remoções, da atmosfera, de gases de efeito 
estufa (GEE). Para manter o aumento de temperatura abaixo de 2°C é preciso que esse equilíbrio 
seja atingido em cerca de meio século. Portanto, os setores energético, de transportes e industrial, 
principais responsáveis pelas emissões globais de GEE, necessariamente serão transformados 
nesse período com a substituição de fontes e processos atuais por alternativas de baixo carbono. 

Dentre essas alternativas, o hidrogênio (H2) se destaca pela versatilidade, tanto no consumo 
quanto na produção. Assim, seu uso pode viabilizar a redução de emissões, inclusive em setores 
em que a descarbonização é considerada desafiadora, enquanto sua produção pode se basear em 
um conjunto de rotas adequadas aos recursos de cada região. Do lado do consumo de hidrogênio, 
as projeções da Agência Internacional de Energia (IEA) apontam para o crescimento nas próximas 
décadas, como ilustrado pela Figura 1.  

 

 
Figura 1. Projeção do consumo global de hidrogênio por uso até 2070 
Notas: 1 - A produção de amônia refere-se à navegação marítima, 
enquanto para usos como matéria-prima está incorporada no 
segmento Indústria; 2 - Synfuel - combustível sintético. 
Fonte: Adaptado de IEA (2020a). 

 

A Agência Internacional de Energia (IEA, 2020a) prevê que a utilização do hidrogênio, limitada 
atualmente ao uso no refino de petróleo e como matéria-prima industrial, deve se multiplicar e 
ganhar novas aplicações, com destaque para a geração de energia, para o uso direto no setor de 
transportes e para a produção de combustíveis sintéticos e de amônia.  

A produção do hidrogênio, por sua vez, pode ser classificada de acordo com a principal 
matéria-prima utilizada, com o processo empregado ou com a ocorrência de emissões de dióxido 
de carbono (CO2) durante a obtenção do hidrogênio, recebendo o nome de uma cor para facilitar 
a referência em estudos internacionais, conforme abordado em estudo anterior (EPE, 2021a). 
Complementando esta classificação internacional para sua melhor aplicação ao potencial 
brasileiro, têm-se as definições apresentadas na Tabela 1.  
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Tabela 1. Classificação do hidrogênio em escala de cores segundo o processo de produção 

 Cor Resumo do processo de produção do hidrogênio 

 Preto Gaseificação do carvão mineral (antracito1) sem CCUS2 

 Marrom Gaseificação do carvão mineral (hulha3) sem CCUS 

 Cinza Reforma a vapor do gás natural sem CCUS 

 Azul Reforma a vapor do gás natural com CCUS 

 Turquesa Pirólise do metano4 sem gerar CO2 

 Verde Eletrólise da água com energia de fontes renováveis (eólica/solar) 

  Musgo Reformas catalíticas, gaseificação de plásticos residuais ou biodigestão 
anaeróbica de biomassa ou biocombustíveis com ou sem CCUS 

 Rosa Fonte de energia nuclear 

 Amarelo Energia da rede elétrica, composta de diversas fontes 

 Branco Extração de hidrogênio natural ou geológico 

Notas: 1 - Dos tipos menos ricos para os mais ricos em carbono: turfa, linhito, hulha e 
antracito, este último possui mais de 86% de carbono. 2 - CCUS - Carbon Capture, Utilization 
and Storage. 3 - A hulha possui entre 69 e 86% de carbono. 4 – Entende-se pirólise de metano 
como pirólise de gás natural, visto que este é o principal componente do gás natural. 
Fonte: Adaptado de EPE (2021a).  

 

Ao longo deste documento, a sigla CCUS se refere às técnicas de captura, utilização e 
armazenamento de carbono (do acrônimo em língua inglesa Carbon Capture, Utilization and 
Storage), cujo objetivo principal é impedir a liberação de CO2 para a atmosfera. Nessa definição de 
CCUS, que segue a adotada em IEA (2020b), estão contempladas atividades que configuram uma 
cadeia, se estendendo da obtenção do CO2 de diferentes origens e seu transporte até a destinação 
final, que pode ser a utilização do CO2 para criar produtos ou serviços e/ou o armazenamento 
permanente, tipicamente realizado em formações geológicas no subsolo. Trata-se, portanto, de 
uma definição que abrange as alternativas de captura e utilização do carbono, representada pela 
sigla CCU (do inglês, Carbon Capture and Utilization), e a captura e armazenamento do carbono, 
representada pela sigla CCS (do inglês, Carbon Capture and Storage), bem como as aplicações nas 
quais a utilização resulta em parte ou todo o CO2 sendo armazenado permanentemente, como a 
recuperação avançada de óleo (do inglês, enhanced oil recovery, EOR) e o uso de CO2 em materiais 
de construção 1. 

Com a aplicação de CCUS, o hidrogênio cinza, produzido a partir da reforma a vapor do gás 
natural, passa a ser chamado de hidrogênio azul. Como tanto a utilização (CCU) quanto o 
armazenamento (CCS) estão contempladas na definição de CCUS, ambas configuram a produção 
de hidrogênio azul quando aplicadas ao processo de reforma a vapor do gás natural.  

                                                      
1 Outra definição para o acrônimo CCUS é apresentada pelo IPCC (2018) em seu glossário, ainda que utilize o mesmo 
termo (Carbon Capture, Utilization and Storage). Nessa definição, que difere da adotada nesta Nota Técnica, CCUS se 
refere apenas à utilização de CO2 (ou seja, aplicação em que o CO2 se destina à criação de um novo produto) na qual o 
produto gerado retém o CO2 por um período de tempo relevante para o clima – configurando uma utilização com 
armazenamento. 
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No entanto, o resultado em termos de redução de emissões da introdução de CCUS depende 
de uma série de características dessa cadeia, desde as taxas de captura até a destinação do CO2.  

Há outra rota de produção cuja matéria-prima principal é o gás natural: resultado da pirólise, 
o hidrogênio turquesa tem como subproduto o carbono sólido (negro de fumo), cuja utilização 
pode permitir agregação de valor e impedir a liberação do carbono como CO2 para a atmosfera. 
Portanto, as rotas de produção do hidrogênio azul e turquesa têm potencial para gerar um 
energético flexível e limpo a partir do gás natural e abrem oportunidades para a cadeia do gás 
desempenhar papel essencial na energia e na indústria de baixo carbono, expandindo a função de 
combustível de transição. 

Essa mesma base tecnológica permite se chegar a emissões negativas – ou seja, a remoção 
líquida de carbono da atmosfera – com a produção do hidrogênio. Tal potencial surge da 
combinação dos processos do hidrogênio azul ou turquesa com o que caracteriza o hidrogênio 
musgo, isto é, o uso da biomassa como matéria-prima: faz-se a substituição do metano (CH4) de 
origem fóssil pelo metano renovável do biogás para a produção de hidrogênio com CCUS. Emissões 
negativas são essenciais em cenários que preveem maior ambição climática, ou em casos em que 
parte da matriz energética e outras atividades não possam ser convertidas para sistemas neutros 
em carbono (devendo ter, portanto, suas emissões compensadas) – o que confere relevância às 
tecnologias capazes de atingi-las.  

O presente estudo é o terceiro publicado pela EPE sobre o tema Hidrogênio e faz parte da 
parceria com o Programa de Energia para o Brasil (Brazil Energy Programme - BEP). Esta publicação 
tem como foco o hidrogênio azul, rota tecnológica que adiciona CCUS à rota do hidrogênio cinza, 
que foi abordado na Nota Técnica “Hidrogênio Cinza: Produção a partir da Reforma a Vapor do Gás 
Natural” (EPE, 2022).  

No documento atual, serão apresentados os aspectos da produção de hidrogênio a partir do 
gás natural e as técnicas de CCUS que visam à redução de emissões de dióxido de carbono oriundo 
do processo de produção do hidrogênio. Os temas abordados serão: as tecnologias de produção 
do hidrogênio, as tecnologias de CCUS, os aspectos econômicos, os aspectos logísticos do CCUS e 
os estudos de caso em ambientes onshore e offshore. 
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2. Tecnologias de produção  
 

O processo de produção do hidrogênio azul é idêntico ao do hidrogênio cinza: ambos são 
produzidos a partir do gás natural, majoritariamente pela tecnologia de reforma a vapor e tendo o 
CO2 como subproduto. A diferença entre as rotas é que, no caso do hidrogênio azul, adicionam-se 
as etapas de CCUS ao processo. Essas mesmas tecnologias, isto é, reforma a vapor e CCUS, são 
também aplicáveis no caso de a origem do metano ser renovável, o que, por sua vez, é uma das 
rotas de produção do hidrogênio musgo, assim caracterizado por ser proveniente da biomassa.  

Segundo a Agência Internacional de Energia (IEA, 2019a), cerca de 60% da produção global 
de hidrogênio tem o gás natural como matéria-prima, e a tecnologia dominante é a reforma a vapor 
do metano (em inglês, steam methane reforming – SMR) sem CCUS – caracterizando-se como 
hidrogênio cinza. Trata-se de uma tecnologia madura, com potencial de suprir a expansão da 
demanda por hidrogênio no curto prazo (EPE, 2022). Dada a relevância do hidrogênio cinza, tanto 
na instalação de novas plantas quanto na conversão da capacidade existente, será apresentada 
uma breve descrição da implementação de CCUS ao processo SMR. 

Por outro lado, diversos estudos têm chamado a atenção para a tecnologia de reforma 
autotérmica do metano (em inglês, autothermal reforming – ATR) e a maior compatibilidade desse 
processo com o objetivo final de produzir hidrogênio de baixo carbono por meio de CCUS. Nesse 
sentido, as estimativas de custos futuros da produção de hidrogênio azul tendem a apontar a 
tecnologia ATR como a mais competitiva – e parte dos novos projetos anunciados já considera 
adotar esse processo.  

A justificativa dessa tendência está justamente na relação dos processos com a etapa de 
captura. Enquanto a tecnologia ATR produz todo o CO2 da planta no reator, na tecnologia SMR 
cerca de 55% a 60% é produzido no reator e os 35% a 40% restantes na combustão do gás natural 
utilizado para aquecimento, externamente ao reator. A captura do CO2 contido nos gases de 
exaustão é mais complexa, tendo custos cerca de 100% maiores em relação à captura do CO2 
diretamente a partir da mistura gasosa proveniente das reações de produção do hidrogênio 
(BARTLETT & KRUPNICK, 2020).  

Os processos de produção de hidrogênio pelas rotas SMR e ATR são apresentados a seguir, 
com ênfase nos aspectos relacionados à implementação da captura do CO2. Ambos os processos 
de reforma exigem a alimentação de metano ao reator, podendo ser necessárias as etapas de 
dessulfurização e pré-reforma do gás natural, conforme descrito na Nota Técnica do Hidrogênio 
Cinza (EPE, 2022).  

 

2.1. Reforma a Vapor do Metano (SMR) 
 

De forma simplificada, o processo SMR se baseia na alimentação de metano e vapor d’água 
a um reator, produzindo gás de síntese (composto majoritariamente de hidrogênio e monóxido de 
carbono) em reação endotérmica a 500-900°C. Na sequência, o gás de síntese passa pela reação 
de deslocamento gás-água (ou reação de shift), que consiste na reação do monóxido de carbono 
(CO) com vapor d’água para produzir mais H2, também produzindo CO2. A produção de hidrogênio 
puro exige a separação do combustível da corrente de processo. A fonte de calor do processo é, de 
forma geral, a combustão de gás natural.  
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Nessa configuração, a combustão do gás é responsável por cerca de 35% a 40% do CO2 
produzido na planta, sendo o restante proveniente do processo de reforma.  

Para a produção do hidrogênio azul, que demanda a implementação de CCUS, a captura 
destes 35-40% de CO2 é desafiadora. Enquanto a remoção dos 60-65% do CO2 produzidos pela 
reforma e reações de shift é feita a partir de correntes com concentrações e pressões parciais de 
CO2 relativamente altas, o CO2 nos gases de exaustão está em condições mais restritivas para a 
captura, devido à diluição deste gás pelo nitrogênio (N2) atmosférico, oriundo da utilização de ar 
para a combustão do gás natural durante o aquecimento, o que exige esforços adicionais em 
termos de equipamentos e operação e eleva significativamente os custos dessa etapa.  

Assim, o hidrogênio azul produzido a partir do processo SMR pode se limitar a taxas de 
captura abaixo de 60-65% – considerando eficiências e a viabilidade apenas da captura do CO2 do 
processo. Este tem sido o primeiro estágio do hidrogênio azul de forma global, tendo sido 
implementado por alguns projetos no mundo (BARTLETT & KRUPNICK, 2020). Alternativamente, 
pode-se ter taxas de captura mais altas que incluam o CO2 dos gases de exaustão, mas com uma 
viabilidade econômica comprometida. 

Nesse caso, portanto, a última etapa para obtenção do CO2 consiste na separação seletiva a 
partir de uma mistura gasosa. Em plantas com a tecnologia SMR, que têm diferentes opções de 
design, a captura pode ser localizada em diferentes pontos do processo. Cada ponto apresenta 
misturas diferentes, com concentrações e pressões parciais de CO2 específicas e, portanto, pode 
haver tecnologias mais adequadas para remoção do CO2 em cada caso.  

As três principais alternativas são ilustradas na Figura 2. 

 

 
Figura 2. Opções de localização da captura do CO2 em planta com a 
tecnologia SMR. 
Nota: localização da etapa de captura do CO2: 1 – após a reação de shift; 

2 – no gás residual da etapa de separação do hidrogênio (sendo a mais 

madura a adsorção com modulação de pressão, Pressure Swing 

Adsorption - PSA); 3 – no gás de exaustão da queima do gás natural para 

aquecimento do reator. 

Fonte: Adaptado de MURADOV (2015); COLLODI et al. (2017). 
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A primeira posição (1) para implementação da captura é na corrente de saída da reação de 
shift, que fica antes da separação do hidrogênio. Assim, essa corrente é uma mistura do hidrogênio 
e do CO2 produzidos no processo, de CO produzido e não convertido na reação de shift, e de CH4 
não convertido. Tipicamente, a concentração do CO2 nessa corrente é de cerca de 15%. 

 A segunda alternativa para localização da captura do CO2 produzido nos reatores é 
implementá-la na corrente de gás residual oriundo da separação do hidrogênio (2), que é 
tipicamente realizada em sistemas de absorção ou de adsorção com modulação de pressão - PSA 
(em inglês, Pressure Swing Adsorption) conforme descrito em EPE (2021b). 

Apesar de possibilitar a obtenção de uma corrente pura de hidrogênio, essa separação não é 
seletiva para o CO2, que fica no gás residual junto com o CO e o CH4 e pequenas quantidades de H2. 
Nessa mistura, o CO2 chega a cerca de 45% em volume.  

 Por fim, há a corrente dos gases de exaustão da queima do gás natural (3) que fornece calor 
para aquecer o reator da reforma a vapor. Há desenhos de plantas SMR que realizam a mistura dos 
gases residuais da separação do hidrogênio com a alimentação do gás natural – o que, portanto, 
faz com que todo o CO2 gerado no processo esteja presente nessa corrente, caso não seja 
implementada nenhuma das opções anteriores. 

 Existe ainda a possibilidade de implementação de duas dessas alternativas em uma mesma 
planta, como a captura do CO2 do processo (após a reação de shift ou do gás residual da separação 
do hidrogênio) combinada à captura do CO2 dos gases de exaustão. As diferenças entre os 
processos e adaptações necessárias de novas plantas e unidades já existentes são objeto de 
avaliações técnico-econômicas, estudos cuja relevância é imposta pela capacidade instalada de 
plantas SMR e pelo potencial para a produção de hidrogênio com menos emissões a partir da 
implementação da captura (COLLODI, 2010; COLLODI et al., 2017; IEAGHG, 2017).  

 

2.2. Reforma Autotérmica do Metano (ATR) 
 

Outra opção tecnológica de produção de hidrogênio a partir do gás natural é a reforma 
autotérmica, que combina o processo de reforma a vapor com a oxidação parcial do metano. Nessa 
configuração, a liberação de calor da oxidação parcial (reação exotérmica) supre a reforma 
(endotérmica), o que exclui a necessidade de suprimento externo de calor. Na sequência, tal como 
nas plantas SMR, é realizada a reação de shift com o objetivo de maximizar a conversão do CO e a 
produção de H2 e CO2. Assim, todo o CO2 do processo ATR é produzido na corrente principal, em 
condições favoráveis à captura – o que permite taxas de captura elevadas para o processo, 
limitadas apenas à eficiência do sistema de separação escolhido. 

Portanto, para a produção de hidrogênio azul de baixa intensidade de carbono, que exige 
altas taxas de captura, a tendência é que prevaleça a tecnologia ATR sobre a SMR – já há projetos 
em desenvolvimento optando por essa alternativa (GORSKI, JUTT & WU, 2021; IEA, 2019a). Em 
comparação de custos entre todas as tecnologias de produção de hidrogênio de baixo carbono para 
2030, Bartlett & Krupnick (2020) consideram que a tecnologia ATR com 90% de captura pode levar 
o hidrogênio azul a ser a alternativa mais competitiva para novas unidades.   
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A reforma autotérmica requer que o reator seja alimentado com oxigênio (O2) puro, exigindo 
a instalação de equipamentos para a separação e o consumo de eletricidade para realizá-la, 
tipicamente pelo processo criogênico2 (JAKOBSEN & ÅTLAND, 2016). Destaca-se que, devido a esta 
característica, além de todo o CO2 produzido durante o processo encontrar-se na corrente 
principal, a utilização de O2 puro faz com que o CO2 produzido não seja diluído por N2 (como ocorre 
na queima do gás natural com ar atmosférico, durante o aquecimento na reforma a vapor). Isto 
justifica o maior potencial desta tecnologia comparando-a à tecnologia SMR, para a produção de 
hidrogênio azul. 

Da mesma forma que apresentado para a tecnologia SMR, a Figura 3 ilustra as possibilidades 
de localização da captura do CO2 em um fluxograma simplificado de uma planta ATR. Neste caso, 
a escolha se limita a posicionar a captura antes ou depois da unidade de separação do hidrogênio 
e está ligada às tecnologias selecionadas para realizar esses processos. A rota tida como mais 
madura é a ilustrada pela opção 1, em que a captura de CO2 por absorção é adicionada 
anteriormente à separação de hidrogênio em unidades de adsorção (PSA).  

 

 
Figura 3. Opções de localização da captura do CO2 em planta com a 
tecnologia ATR. 
Nota: localização da etapa de captura do CO2: 1 – após a reação de shift; 

2 – no gás residual da etapa de separação do hidrogênio (sendo a mais 

madura a Pressure Swing Adsorption - PSA). 

Fonte: Adaptado de MURADOV (2015); VOLDSUND, JORDAL & 
ANANTHARAMAN (2016). 

 

2.3. Intensidade de carbono do hidrogênio azul 
 

O indicador “intensidade de carbono” é uma medida das emissões de GEE por unidade de 
energia de um combustível (apresentado, por exemplo, em gCO2 eq/MJ). Idealmente são 
consideradas todas as emissões da cadeia de produção por meio de uma avaliação de ciclo de vida 
(ACV) – especialmente em combustíveis como o hidrogênio, cuja etapa de conversão em energia, 
tanto em células a combustível como na combustão, não contribui diretamente para o efeito 
estufa.  

Há diferentes metodologias para se chegar ao resultado da intensidade de carbono, e as 
premissas de cálculo e fronteiras dos sistemas de produção avaliados devem ser compatíveis para 
que seja possível uma comparação rigorosa entre diferentes rotas de produção ou entre 
combustíveis.  

                                                      
2 A demanda por resfriamento típica do processo criogênico para separação do O2 do ar pode sugerir soluções de 
integração energética que a viabilizem. Por exemplo, Kim et al. (2021) propõem a integração de uma unidade de 
produção de hidrogênio azul com a regaseificação de Gás Natural Liquefeito (GNL).  
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No Brasil, por exemplo, a Política Nacional de Biocombustíveis (RenovaBio) considera o uso 
de uma calculadora (RenovaCalc) para estimar a ACV dos biocombustíveis, permitindo avaliar a 
intensidade de carbono e compará-la com as de seus substitutos fósseis, com o objetivo de medir 
a redução de emissões e gerar créditos de descarbonização (CBios); porém, a política e a 
metodologia desenvolvida têm como foco as instalações que produzem biocombustíveis, não se 
aplicando a plantas industriais no geral.  

A redução da intensidade de carbono é o principal objetivo de se implementar CCUS e de 
existir uma denominação especial para a rota de produção do hidrogênio azul. Esse parâmetro é 
relevante para o potencial de participação do hidrogênio azul em um sistema energético e em 
instalações industriais no contexto de uma economia de baixo carbono.  

A intensidade de carbono do hidrogênio azul está diretamente relacionada com as 
tecnologias utilizadas em sua produção, especialmente com aquelas que impactam diretamente 
nas taxas de captura de CO2. A separação seletiva do CO2 de todas as correntes onde isso seja 
possível é essencial para viabilizar altas taxas de captura e, por consequência, a produção de 
hidrogênio de baixo carbono.  

Além da taxa de captura, os parâmetros a seguir também impactam nos resultados relativos 
à intensidade de carbono do hidrogênio azul (ANTONINI et al., 2020; BAUER et al., 2021; GORSKI, 
JUTT & WU, 2021; HOWARTH & JACOBSON, 2021; IEA, 2019): 

 A tecnologia de produção (SMR, ATR) e a eficiência de conversão do gás natural; 

 O consumo e as fontes de energia utilizadas no processo de produção do hidrogênio e na 
cadeia de CCUS; 

 As emissões no upstream e emissões fugitivas de metano; 

 A fonte do metano, que pode incluir a produção de biometano a partir da digestão 
anaeróbia da biomassa – interface com o hidrogênio musgo; 

 As métricas para comparar a mesma massa de diferentes GEE em CO2 eq (fatores de 
caracterização), especialmente o horizonte temporal do Potencial de Aquecimento Global (do 
inglês, Global Warming Potential, GWP). 

Portanto, a intensidade de carbono do hidrogênio azul é definida por parâmetros que podem 
ser classificados em diferentes categorias: 

 Características da planta de produção, desde as tecnologias utilizadas até condições de 
operação;  

 Características do sistema de suprimento do gás natural e da cadeia de CCUS, que tendem 
a estar fora do escopo de gerenciamento da planta;  

 Parâmetros de cálculo, incluindo suposições sobre valores reais e com potencial de 
aferição (por exemplo, emissões fugitivas de metano) e fatores de conversão para comparação 
entre GEE (GWP). 

Há uma série de trabalhos publicados buscando estimar a intensidade de carbono do 
hidrogênio azul e os efeitos das variáveis e parâmetros nos resultados. Trabalho recente de 
Howarth & Jacobson (2021) ganhou repercussão (TABUCHI, 2021) ao estimar que a intensidade de 
carbono do hidrogênio azul produzido pelo processo SMR, mesmo com altas taxas de captura, seria 
maior que a do gás natural. Os resultados evidenciaram o impacto decorrente das emissões 
fugitivas de metano na cadeia de produção de óleo e gás.  

Pelo fato de se usar uma quantidade maior de gás natural para a produção da mesma 
quantidade de energia de hidrogênio – a eficiência de conversão é de cerca de 75% para a 
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tecnologia SMR no hidrogênio cinza (EPE, 2022) – as emissões fugitivas de metano no upstream 
impactam mais o hidrogênio do que o gás natural por unidade de energia. Como a captura do CO2 
exige também um maior consumo energético no hidrogênio azul em relação ao cinza, a eficiência 
do hidrogênio azul é ainda menor – 65%, segundo CCC (2018) –, aumentando o peso das emissões 
fugitivas. 

A estimativa de Howarth & Jacobson (2021) se baseia no uso da métrica GWP para um 
horizonte de 20 anos (cujo valor é de 84 para o CH4, contra 28 para um horizonte de 100 anos). 
Trata-se de um horizonte de tempo menos usual, mas também defendido por outros 
pesquisadores inclusive no âmbito da avaliação do hidrogênio (ZHOU et al., 2021) por ser mais 
consistente com os prazos das metas climáticas globais.  

O estudo também considera uma taxa de emissões fugitivas de metano de 3,5% do consumo 
de gás natural, amparado em dados agregados para os Estados Unidos (HOWARTH & JACOBSON, 
2021). Em sua análise da intensidade de carbono de hidrogênio a partir do gás natural, cujos 
resultados são apresentados na Figura 4, Longden et al. (2022) utilizam os valores padrão definidos 
pelo Painel Intergovernamental sobre Mudanças Climáticas (IPCC) de 1,7% para as emissões 
fugitivas de metano. Bauer et al. (2021) apresentam uma série de desafios para incorporar as 
estimativas das emissões de metano na ACV do hidrogênio azul, destacando a variação espacial e 
temporal dessas emissões e a falta de dados reais, mas ressaltam que países como Noruega, Reino 
Unido e Holanda têm taxas de emissões fugitivas menores que 0,5%. 

 Apesar das incertezas e controvérsias, é certo que o desempenho climático da cadeia de óleo 
e gás tem impacto relevante na intensidade de carbono do hidrogênio azul. Para cenários com altas 
taxas de captura, as emissões do upstream passam a compor grande parte da intensidade de 
carbono, uma vez que a maior parte das emissões do processo são evitadas – conforme ilustrado 
na Figura 4 especialmente para o caso de 90% de captura. Assim, garantir uma produção de 
hidrogênio azul de baixo carbono exige monitoramento e medidas para reduzir emissões na 
exploração, produção e transporte de gás natural. 

 

 
Figura 4. Comparação entre a intensidade de carbono do gás natural, 
hidrogênio cinza e azul  
Nota: O sistema CertifiHy é um sistema europeu de certificação de garantia 
de origem do hidrogênio. O sistema define um limite mínimo de redução de 
60% das emissões em relação ao hidrogênio cinza para considerar um 
hidrogênio de baixo carbono (LONGDEN et al., 2022). 
Fonte: Adaptado de LONGDEN et al. (2022). 
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3. Tecnologias para CCUS 
 

Neste capítulo, são abordadas as principais tecnologias de CCUS, com maior foco naquelas 
que possuem ampla utilização global, e que se encontram em fases mais avançadas de maturidade. 
As etapas de CCUS são o diferencial entre o hidrogênio azul e o hidrogênio cinza.  

 

3.1. Captura do CO2 
 

A etapa de captura corresponde à separação seletiva do CO2, que precede as etapas de 
transporte e utilização ou armazenamento. A captura é tipicamente classificada em três 
abordagens para a obtenção de CO2 de fontes concentradas: (1) pré-combustão, (2) pós-
combustão, (3) oxi-combustão, e (4) processos industriais (PROQR, 2021; SREENIVASULU et al., 
2015).  

Na captura (1) pré-combustão, o CO2 é obtido diretamente do combustível, sem a ocorrência 
de combustão, em três etapas: primeiro, produz-se o gás de síntese (H2 e CO); em seguida, o CO é 
convertido para maximizar a produção de H2 com a concomitante produção de CO2 na reação de 
shift; por último, é realizada a separação do CO2 da mistura obtida (PROQR, 2021). Na corrente 
resultante da reação de shift, o CO2 é caracterizado por pressão e concentração relativamente 
altas, o que facilita a sua remoção (SREENIVASULU et al., 2015) e reduz o gasto energético 
necessário para o condicionamento para transporte e armazenamento. 

 No caso do gás natural, as reações que permitem a produção de gás de síntese e, portanto, 
a captura pré-combustão são as de reforma, tipicamente a reforma a vapor, e a oxidação parcial – 
além da combinação de ambas, a reforma autotérmica. Estes são os mesmos processos 
responsáveis pela produção de hidrogênio cinza e azul. A gaseificação, tipicamente associada ao 
uso de carvão ou biomassa como matérias-primas, é outro processo que permite a captura pré-
combustão ao produzir gás de síntese. 

Na captura (2) pós-combustão, o CO2 é separado após a queima na presença de ar 
atmosférico, sendo removida dos gases de exaustão uma mistura gasosa de baixa pressão na qual 
o CO2 está diluído, ou seja, tipicamente abaixo de 15% de concentração. Há uma série de 
tecnologias capazes de realizar essa separação, mas de forma geral, elas envolvem custos e 
consumo de energia elevados.  

No caso da (3) oxi-combustão, em vez do uso de ar atmosférico, a queima do combustível é 
realizada com oxigênio (O2) puro. Nesse caso, transfere-se a complexidade da etapa de captura, 
que passa a ser mais simples, para a produção do oxigênio. O oxigênio é tipicamente produzido a 
partir da purificação do ar pela separação criogênica, também incorrendo em custos e consumo de 
energia elevados. A combustão de loop químico é um processo emergente de captura similar à oxi-
combustão, que se baseia em um ciclo de oxidação e redução de metais (como Fe, Mn, Cu, Ni e Co) 
para evitar contato do combustível com o ar atmosférico e dispensar a produção de oxigênio puro 
(WANG & SONG, 2020). 

A captura do CO2 também pode ocorrer a partir de (4) processos industriais, podendo exigir 
a remoção do CO2 de uma corrente gasosa ou processos mais simples, como a captura do CO2 puro 
da fermentação para produção de etanol (MOREIRA et al., 2016).  
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Esses casos não se enquadram em nenhuma das três abordagens apresentadas 
anteriormente, por estarem vinculadas à captura a partir de combustíveis. A Figura 5 ilustra as 
quatro opções de obtenção de CO2 para posterior armazenamento ou utilização. 

 

 
Figura 5. Abordagens para a captura do CO2. 
Fonte: ProQR (2021). 

 

Além da obtenção de CO2 de fontes concentradas, a captura direta do ar (do inglês, direct air 
capture, DAC) é uma alternativa para obtenção de CO2 relativamente nova (PROQR, 2021; UNECE, 
2021) e que pode, combinada a uma alternativa de armazenamento permanente do carbono, 
permitir a remoção de CO2 da atmosfera (emissões negativas). 

Na produção de hidrogênio a partir da reforma a vapor do gás natural (SMR), a captura do 
CO2 da corrente de processo seria classificada como pré-combustão, enquanto a queima do gás 
natural para fornecer energia para o processo, como pós-combustão. A reforma autotérmica, por 
sua vez, corresponde apenas à captura pré-combustão. Esta tecnologia envolve apenas a captura 
da corrente de processo, já que não há gás natural sofrendo combustão externamente para 
aquecimento do reator.   

A remoção do CO2 do gás de síntese pode ser realizada em dois pontos: antes ou depois da 
separação do H2. Apesar das diferenças de características das correntes das quais o CO2 é separado, 
as tecnologias para obtenção do CO2 a partir do gás de síntese e do gás de exaustão são similares. 
Trata-se de processos típicos de separação de misturas gasosas.  

As principais tecnologias para remoção do CO2 são as técnicas de absorção física ou química 
usando um solvente líquido seletivo, ou ainda, a adsorção em materiais sólidos porosos (OSMAN 
et al., 2021). Para a captura de CO2 de gases de exaustão, há diferentes tecnologias disponíveis 
comercialmente e em fase inicial de desenvolvimento, ilustradas pela Figura 6. 
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Figura 6. Tecnologias para captura de CO2 pós-combustão. 
Fonte: Adaptado de OSMAN et al. (2021). 

 

A absorção gás-líquido é o processo mais comum para separação de CO2 de misturas gasosas, 
tipicamente realizado por soluções de aminas. A captura seletiva do CO2 por absorção pode ocorrer 
por solubilização, caracterizando um processo físico, ou por ligação química. Esses processos estão 
associados a elevados consumos energéticos para alterar as propriedades e promover o ciclo de 
absorção e dessorção do CO2 da solução (WANG & SONG, 2020; OSMAN et al., 2021). As estratégias 
para otimização da absorção incluem o resfriamento do fluido absorvente ou aumento da pressão 
na coluna de absorção para melhorar a transferência do CO2 e a concentração atingida 
(BHATTACHARYYA & MILLER, 2017). Para a captura pós-combustão, a monoetanolamina (MEA) é 
a substância mais empregada (SREENIVASULU et al., 2015), enquanto IEAGHG (2017) reporta que 
o padrão na indústria para captura do CO2 de processo em plantas SMR é a dimetiletanolamina 
(DMEA).  

 A adsorção gás-sólido é um processo em que as moléculas de gás se fixam na área superficial 
de materiais adsorventes. Empregada em sistemas PSA, é considerada o sistema principal para 
separação do hidrogênio do gás de síntese após a reação de shift (COLLODI, 2010; IEAGHG, 2017; 
EPE, 2022), tendo substituído a absorção química em plantas SMR modernas (MURADOV, 2015). A 
adsorção é tida como promissora para a captura de CO2. O fator crítico da adsorção é a seleção do 
adsorvente, que deve ter alta capacidade, ser seletivo para o componente desejado, e ter 
tolerância às impurezas da mistura, sendo uma área de pesquisa muito ativa (WANG & SONG, 
2020).  

No entanto, devido ao grande impacto dos custos do adsorvente na viabilidade da tecnologia, 
o desempenho técnico não é o único critério para a escolha, podendo ser preferíveis adsorventes 
menos eficientes de custos mais baixos (SUBRAVETI et al., 2021). O tipo do equipamento também 
é relevante para a dinâmica do processo, podendo ser do tipo leito fixo, que é o mais comum e 
desenvolvido, leito fluidizado ou leito móvel.  

Além da modulação de pressão e o uso de vácuo, a modulação de temperatura também é 
uma estratégia para promover os ciclos de adsorção e dessorção (BHATTACHARYYA E MILLER, 
2017; ANTONINI et al., 2020; SUBRAVETI et al., 2021). Pesquisas têm avaliado o uso de sólidos com 
função catalítica e de adsorção de CO2 durante os processos de reforma e shift, e não somente 
após esses processos, com o objetivo de retirar o CO2 e deslocar o equilíbrio para favorecer a 
produção de hidrogênio (SOLTANI et al., 2021). 
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De modo geral, os sistemas baseados na absorção por aminas tendem a apresentar menores 
custos operacionais em larga escala, enquanto os sistemas baseados em adsorventes podem ser 
mais interessantes em média e pequena escala devido à sua menor complexidade (SUBRAVETI et 
al., 2021). 

O uso de membranas para separação se vale da diferença de pressão e/ou concentração, 
sendo mais adequado aos sistemas de captura pré-combustão. As membranas podem ser orgânicas 
(ou poliméricas), inorgânicas (cerâmicas ou metálicas) ou híbridas (WANG & SONG, 2020). As 
membranas poliméricas estão em estágio de maturidade elevado, mas tipicamente operam em 
temperatura abaixo do requerido em processos de pré-combustão. Membranas cerâmicas 
apresentam baixo custo e elevada resistência química, mas baixa seletividade (GIORDANO et al., 
2019). A tecnologia de separação de CO2 por membranas vem sendo estudada como opção para a 
remoção de CO2 na produção de petróleo e gás no Brasil, devido às condições das reservas 
brasileiras (REIS, 2017).  

Há ainda a alternativa de fixação ou absorção do CO2 por microalgas, que se baseia no 
elevado desempenho de fotossíntese e alta taxa de crescimento desses organismos (OSMAN et al., 
2021). 

Todas as técnicas de separação do CO2 apresentam limitações de eficiência que impedem a 
captura de todas as emissões do processo, o que impacta na redução de emissões possibilitadas 
pelo CCUS e, portanto, na intensidade de carbono do hidrogênio azul. A taxa de captura (ou taxa 
de recuperação do CO2) sofre um trade-off com o nível de pureza exigido para o CO2 e com o nível 
de uso de recursos. Isso implica que, em vez de se buscar a maximização da taxa de captura, pode-
se otimizar o custo específico de captura, ou seja, o custo por quantidade de CO2 capturado, desde 
que a corrente de CO2 cumpra os requisitos de qualidade.  

De forma geral, nas plantas de hidrogênio azul, supõe-se a combinação otimizada de técnicas 
específicas de captura de CO2 com outras técnicas de separação do hidrogênio, sendo a rota mais 
madura a absorção do CO2 adicionada anteriormente à unidade de PSA – ainda que a PSA e outras 
técnicas emergentes possam realizar a separação de ambos simultaneamente. A técnica de 
absorção focalizada na captura do CO2 não remove impurezas do gás de síntese como CO e CH4, 
portanto não produz diretamente hidrogênio de alta pureza (VOLDSUND, JORDAL & 
ANANTHARAMAN, 2016).   

 

3.2. Utilização do CO2 
 

A utilização do CO2 corresponde à sua aplicação para fins produtivos, sendo uma alternativa 
de destinação das emissões capturadas nas plantas de hidrogênio azul. Para se referir à cadeia de 
captura e utilização do carbono, adota-se a sigla CCU (do acrônimo em língua inglesa Carbon 
Capture and Utilization). O termo “reciclagem de carbono” também é encontrado para se referir à 
utilização de CO2 (ARESTA, DIBENEDETTO & ANGELINI, 2013; WANG et al., 2020).  

O aproveitamento do CO2 não é uma atividade recente. Processos de conversão do CO2 vêm 
sendo desenvolvidos desde a segunda metade do século XIX – a síntese do ácido salicílico e o 
processo Solvay para a produção de carbonato de sódio em 1869 e 1882, respectivamente, e 
posteriormente a produção de ureia, principal uso atual do CO2, em 1922 (ARESTA, DIBENEDETTO 
& ANGELINI, 2013; MAC DOWELL et al., 2017).  
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Recentemente, a utilização de CO2 tem atraído a atenção da indústria, de governos, 
investidores e pesquisadores. O aumento do interesse está ligado à questão climática, e pode ser 
explicado, entre outros fatores, pela oportunidade de aproveitamento econômico das emissões 
capturadas, pela substituição de combustíveis fósseis na produção de compostos baseados no 
carbono, bem como pelos desafios de viabilizar o armazenamento geológico (MAC DOWELL et al., 
2017; THE ROYAL SOCIETY, 2017; PALM & NIKOLERIS, 2021). A atenção e os investimentos dos 
setores público e privado coincidem com o estudo e desenvolvimento de novas rotas e produtos 
da utilização do CO2. A diversidade de alternativas tecnológicas, muitas ainda em estágio inicial, 
resulta em grande incerteza e expectativas conflitantes (PALM & NIKOLERIS, 2021) sobre o papel 
que a utilização do CO2 pode realizar, tanto como matéria-prima quanto na redução de emissões. 
Esse potencial é objeto de diversos estudos (MAC DOWELL et al., 2017; HEPBURN et al., 2019) de 
avaliação de potencial de rotas e produtos, inclusive para o caso brasileiro (PACHECO et al., 2019).  

O consumo global de CO2 foi de cerca de 230 milhões de toneladas (MtCO2) em 20153, 
principalmente devido à produção de ureia (57%) na indústria de fertilizantes e à recuperação 
avançada de óleo com 34% (IEA, 2019b). O levantamento de Kamkeng et al. (2021) para 2016 traz 
valores similares para o consumo na produção de ureia, mas aponta a produção de carbonatos 
inorgânicos (de cálcio e magnésio) como a segunda maior demanda, de 70 MtCO2/ano, e EOR como 
a terceira, de 25 MtCO2/ano. Outros usos atuais incluem aplicações no setor de alimentos e 
bebidas, em sistemas de refrigeração e extintores de incêndio, na fabricação de metais e a injeção 
em estufas para estimular o crescimento de plantas (IEA, 2019b). Cabe notar que a técnica de EOR 
pode ser considerada tanto uma tecnologia de utilização (CCU) quanto de armazenamento (CCS), 
de modo que pode ser classificada como CCUS, conforme a definição adotada nesta Nota Técnica. 
Apesar de incluído nos dados de consumo nesta seção 3.2, o detalhamento da atividade de EOR é 
realizado na seção 3.3, que trata do armazenamento geológico de CO2.   

Uma forma de classificar as rotas de utilização de CO2 as divide entre as aplicações que 
envolvem o uso direto do CO2 e as que realizam a conversão em outros produtos – ou uso indireto 
(IEA, 2019b). Apesar de haver usos diretos do CO2 maduros e outros promissores, a escala potencial 
dessas alternativas tende a ser pequena (WANG et al., 2020). Por outro lado, a conversão do CO2 
abre uma série de oportunidades como: combustíveis, produtos químicos e materiais que podem 
ser aplicados em construções (IEA, 2019b). 

As tecnologias de conversão do CO2 se distinguem entre rotas biológicas e químicas. Os 
processos biológicos podem ser baseados na fotossíntese para a produção de plantas e algas, que 
posteriormente podem ser convertidos em bioprodutos ou biocombustíveis, ou na fixação de CO2 
não-fotossintética, na qual microrganismos convertem o CO2 (KAMKENG et al., 2021).  

A conversão química, por sua vez, também tem uma série de alternativas. Kamkeng et al. 
(2021) apresentam sete principais rotas: reforma, hidrogenação, carboxilação, mineralização, 
eletroquímica, fotoquímica e catálise em plasma.  

O principal desafio da conversão química é que a molécula de CO2 é termodinamicamente 
estável, tendo natureza inerte: para convertê-la, são necessários o uso de catalisadores, níveis 
elevados de energia e condições de reação otimizadas (DALENA et al., 2018).  

 

                                                      
3 Como comparação, as emissões globais de CO2 em 2020 foram da ordem de 38 bilhões de toneladas (GLOBAL CARBON 
PROJECT, 2021). 
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Portanto, a fonte de energia deve ser de baixo carbono para evitar emissões (WANG et al., 
2020; KAMKENG et al., 2021), e é possível argumentar que a disponibilidade e atual maturidade de 
fontes renováveis de energia pode representar um novo paradigma para a utilização de CO2 
(ARESTA, DIBENEDETTO & ANGELINI, 2013).  

As rotas mais maduras de conversão química para a produção de químicos e combustíveis 
são as que geram metano e metanol, ou seja, compostos cuja molécula é formada por apenas um 
carbono (IEA, 2019b). Uma rota importante para obtê-los é a hidrogenação direta do CO2, que é a 
reação com hidrogênio a altas temperaturas na presença de catalisadores (DALENA et al., 2018; 
KAMKENG et al., 2021).  

A produção de metano e metanol a partir de CO2 tende a custar entre duas e sete vezes mais 
que a partir de combustíveis fósseis, sendo um dos principais fatores o consumo de eletricidade, 
correspondendo a cerca de 40% a 70% dos custos de produção (IEA, 2019b). 

Devido ao desafio de promover a ligação carbono-carbono, a hidrogenação do CO2 para a 
produção de compostos com dois ou mais carbonos tende a ser indireta. Pode-se primeiro reduzir 
o CO2 para CO pela reação reversa de water gas shift e realizar a hidrogenação do CO por meio da 
síntese de Fischer Tropsch4. Outra opção é a reforma do gás natural com CO2 para a produção de 
gás de síntese e posterior conversão por Fischer Tropsch (WANG et al., 2020; KAMKENG et al., 
2021).  

Para avaliar os benefícios da utilização do CO2 para a produção do hidrogênio, é importante 
notar que não são todos os casos que resultam em redução de emissões de GEE. A não ser em 
casos de produtos com longa durabilidade, a constatação de que o CO2 utilizado eventualmente 
será emitido para a atmosfera implica que os benefícios climáticos surgem da substituição de outro 
produto – comparação que exige uma avaliação detalhada de ciclo de vida (NAIMS, 2016). Nesse 
sentido, a Agência Internacional de Energia listou cinco considerações essenciais para avaliar os 
benefícios climáticos da utilização de CO2 (IEA, 2020b): 

 O tempo de retenção do carbono no produto; 

 O produto ou serviço substituído pelo produto a base de CO2; 

 A fonte do CO2 (de combustíveis fósseis, processos industriais, da biomassa ou do ar); 

 O consumo energético na conversão de CO2 e a fonte dessa energia; 

 A escala de oportunidade de utilização do CO2. 

 

3.3. Armazenamento geológico do CO2  
 

Na cadeia de captura e armazenamento do carbono (CCS, do acrônimo em língua inglesa 
Carbon Capture and Storage), o armazenamento geológico do CO2 consiste no último estágio, 
ocorrendo após a etapa de captura do CO2 em sua fonte, antes de entrar na atmosfera, e após o 
transporte dele aos locais de armazenamento – normalmente realizado por gasodutos ou navios, 
mas também podendo ser efetuado por trens ou caminhões-tanque.  

                                                      
4 A síntese de Fischer Tropsch é um processo químico catalítico que produz hidrocarbonetos líquidos a partir do gás de 
síntese, composto de H2 e CO. 
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O armazenamento geológico tem por objetivo o sequestro permanente de CO2 em formações 
geológicas profundas por um longo período (normalmente mais de 1.000 anos) garantindo que não 
haja retorno à atmosfera.  

Destaca-se, no entanto, que nem todas as camadas e formações geológicas são adequadas 
ao armazenamento de CO2. Diferentes tipos de reservatórios geológicos têm sido estudados, 
apresentando distintos mecanismos físicos e químicos de aprisionamento (trapping mechanisms) 
que permitem o sequestro eficaz de CO2.  

A Figura 7 ilustra esquematicamente alguns dos tipos de reservatórios geológicos 
considerados para armazenamento de CO2 que serão abordados em detalhe nesta seção. Os tipos 
de reservatórios podem ser campos de petróleo e gás depletados, aquíferos salinos profundos, 
camadas de carvão não-lavráveis, folhelhos negros ricos em matéria orgânica e basaltos, além do 
uso do CO2 na recuperação avançada de petróleo EOR e de gás (EGR - Enhanced gas recovery). 

 

 
Figura 7. Principais tipos de reservatórios geológicos para armazenamento de CO2

 

Fonte: Adaptado de IPCC (2005). 
 

3.3.1. Fundamentos do CCS 

 

O armazenamento geológico, ou geo-sequestro, envolve a injeção de CO2 em poços, sejam 
eles pré-existentes ou adaptados, no caso de reservatórios depletados ou exauridos de 
hidrocarbonetos, ou instalados especificamente para esta finalidade.  
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O CO2 pode ser injetado na forma de gás comprimido, líquido ou no estado supercrítico5, que 
é alcançado em condições de temperaturas acima de 31,1 °C e pressão acima de 7,38 MPa (BACHU, 
2000). Estudos prévios assumem que o CO2 atinge o estado supercrítico em torno de 800 m de 
profundidade (HOLLOWAY & SAVAGE, 1993; VAN DER MEER, 1993). A Figura 8 ilustra o diagrama 
de fase do CO2 destacando o campo do estado supercrítico (denso). 

 

 
Figura 8. Diagrama de fase do CO2. 

Fonte: Adaptado de BACHU (2000). 
 

A eficiência de armazenamento de CO2 em uma formação geológica aumenta com o aumento 
da densidade do CO2, melhorando a segurança do armazenamento ao se reduzir a força de empuxo 
(buoyancy force). O gradiente de temperatura, que varia em função da profundidade do 
reservatório, influencia significantemente na densidade do CO2. Bacias sedimentares com 
temperaturas mais baixas seriam, portanto, mais favoráveis ao armazenamento de CO2 (IPCC, 
2005). Raza et al. (2019) listam os principais mecanismos de fluxo e transporte que controlam a 
migração do CO2 em meios rochosos após a injeção: 

 Fluxo de fluido no meio poroso em relação ao gradiente de pressão; 

 Fluxo de fluido como resultado de gradientes hidráulicos; 

                                                      
5 Segundo Carrilho et al. (2001) quando um composto é confinado em um espaço determinado, gás e líquido estão em 
equilíbrio entre si. Com elevação da temperatura, as propriedades intrínsecas de ambos convergem para um mesmo 
ponto até serem idênticas (por exemplo, densidade, viscosidade, índice de refração, condutividade térmica, etc.). Este 
ponto é denominado ponto crítico, e nele acaba-se a interface gás/líquido, pois a partir deste ponto encontra-se uma 
única fase supercrítica. Nesse estado, não é possível distinguir entre as fases líquida e gasosa do fluido, e ele adquire 
propriedades bastante particulares. Fluido supercrítico é, portanto, toda substância que se encontra em condições de 
pressão e temperatura superiores aos seus parâmetros críticos.  
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 Pressão de empuxo gerada devido às diferenças entre densidade de CO2 e dos 
fluidos de formação; 

 Difusão; 

 Dispersão e interdigitação (fingering) causados pelas heterogeneidades do 
reservatório e contraste de mobilidade entre CO2 e fluidos de formação; 

 Dissolução do CO2 no fluido presente no reservatório; 

 Mineralização; 

 Trapeamento de fase; e 

 Adsorção de CO2 por matéria orgânica. 

 

Os fatores listados acima estão relacionados aos mecanismos de 
aprisionamento/trapeamento de CO2 que são distintos em cada tipo de reservatório geológico e 
podem ser: físicos, incluindo (1) trapeamento estrutural e estratigráfico e (2) residual ou de 
capilaridade; ou químicos, incluindo (3) trapeamento por solubilidade e (4) trapeamento mineral, 
conforme a Figura 9. 

 

 
Figura 9. Tipos de trapeamento de CO2. 

Fonte: Adaptado de AJAYI et al. (2019). 
 

O trapeamento estrutural e estratigráfico (1) é similar ao mecanismo que mantém óleo e gás 
aprisionados nos reservatórios existentes nos campos de hidrocarbonetos. Estruturas geológicas 
como anticlinais (A), falhas inversas (B), domos de sal (C) e discordâncias estratigráficas (D), que 
colocam uma rocha selante impermeável sobreposta a uma rocha porosa permeável, são 
condições ideais para o trapeamento estrutural e estratigráfico de CO2, como ilustrado na Figura 
10. 

 



 
Hidrogênio Azul: Produção a partir do gás natural com captura, 

utilização e armazenamento de carbono (CCUS) 

23 
 

 
Figura 10. Tipos de trapeamento estrutural e estratigráfico de óleo e 
gás análogos aos de CO2. 

Fonte: Adaptado de UNIVERSITY OF CALGARY (2021). 

 
Após a injeção, o CO2 supercrítico tende a migrar nas camadas porosas e permeáveis 

ascendendo pela diferença de densidade com o fluido do reservatório até alcançar uma das 
trapas/armadilhas geológicas. Em campos de petróleo e gás depletados, a migração do CO2 pode 
ser interrompida por poços abandonados selados com tampões de cimento. Os possíveis riscos 
seriam vazamentos se houvessem problemas no revestimento e/ou na cimentação dos poços 
(AJAYI et al., 2019). 

O trapeamento residual (2) ocorre quando o CO2 no estado supercrítico é injetado em 
aquíferos salinos. Inicialmente o CO2 desloca a salmoura dentro dos poros por diferenças de 
densidade e viscosidade gerando espaços que são então preenchidos pelo próprio CO2 
desconectado por capilaridade, que fica então aprisionado como uma fase imóvel (SAADATPOOR 
et al., 2010). Este mecanismo tende a ser mais eficiente que os demais no curto prazo (BURNSIDE 
& NAYLOR, 2014), além da vantagem de não haver risco de vazamentos associados às estruturas 
(AJAYI et al., 2019). 

O trapeamento por solubilidade (3) ocorre quando o CO2 é injetado, tanto na fase supercrítica 
como na fase gasosa em aquíferos salinos, ele se dissolve na salmoura que passa a se tornar 
saturada em CO2 e mais densa. Com o passar do tempo, a salmoura saturada, por ser mais densa 
do que o fluido do reservatório ao seu redor tende a afundar culminando em um armazenamento 
seguro.  

O trapeamento mineral (4) se refere à incorporação de CO2 em uma fase estável mineral via 
reações com matéria orgânica (adsorção) ou com outros minerais do reservatório (ZHANG & SONG, 
2014). A dissolução de CO2 em salmouras gera uma solução ácida que pode dissolver minerais 
como carbonatos, transportando-os para regiões no reservatório de pH mais alto onde seriam 
precipitados novamente (PENG et al., 2015). O mineral carbonático recém-gerado captura o CO2 
em uma fase imóvel. Dentre os mecanismos de trapeamento, este é o mais lento para alcançar 
total efetividade, como mostra o gráfico comparativo da Figura 11. 
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Figura 11. Segurança no armazenamento de CO2. 

Fonte: Adaptado de IPCC (2005). 

 
 

3.3.2. Tipos de armazenamento geológico de CO2 

 

Os campos depletados de óleo e gás armazenaram óleo e gás por milhares de anos e possuem 
dados disponíveis sobre o reservatório, têm poços perfurados e infraestrutura de escoamento. Em 
termos de desvantagens, deve-se considerar que a capacidade de armazenamento disponível de 
CO2 será menor do que a capacidade inicial de hidrocarbonetos produzido devido à necessidade 
de se evitar pressões excedentes que podem fraturar a rocha capeadora e à possibilidade de 
vazamento através do revestimento e/ou cimentação de poços abandonados. A capacidade de 
armazenamento estimada varia entre 675 e 900 Gt de CO2 por projeto (GCCSI, 2021). 

 A recuperação avançada de petróleo (EOR em inglês) refere-se à injeção de CO2 em campos 
maduros ativos para aumentar a recuperação do óleo. Quando injetado, o CO2 tem a capacidade 
de reduzir a viscosidade do óleo e reduzir a tensão interfacial e, em alguns casos, tornar-se miscível 
com o óleo, permitindo o fluxo em fase única. De forma similar, há também a Recuperação 
Avançada de Gás (GOU et al., 2014). Existem autores, como Cuéllar-Franca e Azapagic (2015), que 
consideram o uso de CO2 para a recuperação avançada como um tipo de utilização (CCU) ao invés 
de armazenamento (CCS). Em 2011, um estudo do IEAGHG estimou a capacidade de 
armazenamento de CO2 durante o processo EOR em cerca de 370 Gt de CO2 (KUUSKRAA et al., 
2013). Esta técnica já vem sendo empregada desde a década de 1970, principalmente nos Estados 
Unidos (EUA), e poderia contribuir para a diminuição dos efeitos do aquecimento global, tendo sido 
usada em mais de 70 operações em todo o mundo, sobretudo no Texas, no Canadá e na China 
(AJAYI et al., 2019). 
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Os aquíferos salinos são reservatórios de água inapropriada para uso humano, agropecuário 
ou industrial devido à alta salinidade que podem ser alternativas interessantes para o 
armazenamento de CO2 por terem capacidade de armazenar capacidades entre 1.000 e 10.000 Gt 
de CO2 por projeto (COOK, 2012). Pode envolver até quatro mecanismos de trapeamento 
(estrutural, estratigráfico, capilaridade ou mineral), nos quais o CO2 se dissolve no aquífero. 

As camadas de carvão não lavráveis também são consideradas potenciais reservatórios 
geológicos para armazenamento de CO2. Tratam-se de camadas pouco espessas, profundas, de 
baixa qualidade e/ou de difícil acesso, ou seja, consideradas não econômicas. No entanto, esta 
definição ainda é tema de debate, conforme discutido por Corum et al. (2013). O CO2 armazenado 
em uma camada de carvão o tornaria inadequado para ser lavrado no futuro, pois neste caso ele 
liberaria o CO2, eliminando qualquer benefício ambiental do armazenamento. O armazenamento 
de CO2 em camadas de carvão é incentivado devido à possível Recuperação Avançada de Metano 
(Enhanced Coal Bed Methane – ECBM), gás que pode ser utilizado como fonte de energia. Leitos 
de carvão têm sistemas de fratura bem desenvolvidos, através das quais as moléculas de gás 
podem se difundir na matriz e dessorver o metano adsorvido. Tem sido demonstrado que o CO2 
pode aumentar a recuperação de metano de 50% para 90% (AJAYI et al., 2019). A capacidade de 
armazenamento é de 3 a 200 Gt de CO2 por projeto (COOK, 2012). 

O armazenamento em basaltos e outras rochas máficas e ultramáficas considera o 
trapeamento mineral através de carbonatação como principal mecanismo de retenção de CO2. 
Neste caso, o CO2 injetado em solução aquosa irá reagir quimicamente com alguns minerais que 
contenham cátions bivalentes como Ca, Fe e Mg para formar novos minerais, como calcita, 
dolomita e siderita entre outros, ficando retido de forma permanente na estrutura cristalina destes 
minerais. Os basaltos são rochas com permeabilidade muito baixa, sendo necessária a identificação 
de zonas hidrologicamente fraturadas e permeáveis ao longo de sua extensão. O potencial de 
armazenamento de CO2 em campos geotérmicos hidrotermicamente ativos, hospedados em 
basaltos, tem sido estudado na Islândia (SNÆBJÖRNSDÓTTIR et al., 2020). É previsto que cerca de 
90% do CO2 injetado seja mineralizado em alguns meses ou décadas (MATTER & KELEMEN, 2009; 
KELEMEN et al., 2019). O potencial estimado de armazenamento é 60.000.000 Gt de CO2 por 
projeto (KELEMEN et al., 2019). 

Os estudos em folhelhos negros para armazenamento de CO2 têm ganhado importância no 
meio acadêmico por se tratar de rochas com alto teor de matéria orgânica e argilominerais, que 
são materiais favoráveis à retenção de CO2 por adsorção. Devido à própria natureza desse 
mecanismo de trapeamento de CO2, Rodrigues et al. (2015) destacam que a exigência de camadas 
geológicas selantes sobrepostas ao reservatório não seriam tão relevantes para o processo de 
armazenamento em folhelhos ricos em matéria orgânica e em camadas de carvão. Outro aspecto 
importante é que as camadas de folhelho negro podem conter hidrocarbonetos não convencionais 
(gás de folhelho - shale gas e óleo de folhelho - shale oil) (GODEC et al., 2013). Destacam-se na 
produção de shale gas: os Estados Unidos, a Argentina, o Canadá e a China.  

As cavernas de sal ou cavidades de sal antrópicas surgem como uma alternativa para 
localidades offshore e onshore para as quais reservatórios geológicos naturais não estejam 
disponíveis, ou seja, em locais onde seja necessário a construção de um reservatório. As 
propriedades geomecânicas da rocha salina oferecem uma série de vantagens do ponto de vista de 
construção e armazenamento que tornam a solução bastante atraente como, por exemplo, sua 
característica selante, sua baixa permeabilidade e sua capacidade de auto restauração caso seja 
danificada ou sofrer rachaduras (DA COSTA et al., 2019).  
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Basicamente, a caverna é construída pelo processo de dissolução ou lixiviação usando a água 
do mar. A diluição do sal resulta em uma cavidade de salmoura (mistura de água e sal) que ao longo 
de sua vida útil é substituída pelo CO2 pressurizado (estado supercrítico). Pode ser utilizando um 
poço que serve para construção, injeção e selamento na fase de abandono. Características mais 
detalhadas da utilização dessa alternativa em conjunto com a produção de hidrogênio azul offshore 
são apresentadas na seção 3.3.7. 

Os oceanos se constituem como alternativa para o armazenamento de CO2 (IPCC, 2005; BUI 
et al., 2018; AJAYI et al., 2019), pois estima-se que eles absorveram, de forma natural, 
aproximadamente 40% do CO2 antropogênico desde a era industrial (DEVRIES et al., 2017). Esse 
tipo de armazenamento consiste na injeção de CO2 a profundidades superiores a 1 km a partir de 
navios ou plataformas offshore. Nessa profundidade o CO2 é mais denso do que a água, o que 
levaria a sua dissolução e dispersão (IPCC, 2005). O potencial estimado seria da ordem de 40.000 Gt 
de CO2 por projeto (LAL, 2008). No entanto, existem preocupações ambientais com relação aos 
impactos possíveis (SEIBEL & WALSH, 2001), e não há ainda projetos em escala piloto, apenas 
pesquisas acadêmicas (AJAYI et al., 2019).  

A Tabela 2 apresenta os diferentes tipos de reservatórios geológicos para armazenamento 
de CO2 e seus respectivos mecanismos de trapeamento. 

 

Tabela 2. Tipos de reservatórios geológicos para armazenamento de CO2 e 
mecanismos de trapeamento 

Reservatório geológico Principais mecanismos de trapeamento 

Campos depletados de óleo e gás Estrutural e estratigráfico 
  
Aquíferos salinos Estrutural e estratigráfico 
 Residual 
 Solubilidade 
 Mineral 
  
Camadas de carvão não lavráveis Adsorção 
 Estrutural e estratigráfico 
  
Folhelhos ricos em matéria orgânica Adsorção 
 Estrutural e estratigráfico 
  
Basaltos Estrutural e estratigráfico 
 Mineral 
  
Cavernas de sal antrópicas Estrutural e estratigráfico 

Fonte: Elaboração própria. 

 

3.3.3. Panorama mundial de projetos CCS em operação 

 

Em 2021, existiam 27 instalações comerciais de CCS em operação no mundo, segundo dados 
do GCCSI (2021), ilustrados na Figura 12.  
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Figura 12. Instalações comerciais de CCS em operação em 2021. 

Fonte: Adaptado de GCCSI (2021). 
 

Duas destas instalações estão associadas a indústrias com a produção de hidrogênio: Quest 
e Air Products.  

A Quest, localizada em Alberta, Canadá, adaptou instalações de captura de CO2 para três 
reformadores de metano a vapor SMR. Lançada em novembro de 2015, a Quest tem capacidade 
para capturar aproximadamente 1 MtCO2/ano. O CO2 capturado é transportado por meio de um 
carboduto para o local de armazenamento geológico dedicado (GCCSI, 2021). Em abril de 2021, a 
Quest anunciou que havia capturado e armazenado mais de 6 MtCO2.  

A Air Products adaptou cada um de seus dois reformadores de metano a vapor SMR, 
localizados dentro de uma refinaria existente em Port Arthur, no Texas, para separar o CO2 do fluxo 
de gás. A capacidade de captura de CO2 é de cerca de 1 MtCO2/ano quando as duas plantas estão 
operando totalmente. O CO2 capturado é transportado para campos de petróleo no Texas para 
recuperação avançada de petróleo. Mais de 6 MtCO2 foram capturadas desde que as instalações 
entraram em operação, em 2013 (GCCSI, 2021).  

Desde 2011, a Petrobras desenvolve sistemas de separação de CO2 e injeção para a produção 
de campos de óleo e gás localizados no pré-sal offshore da Bacia de Santos. O CO2 associado ao gás 
natural é separado e, em seguida, comprimido e injetado em poços para aumento da recuperação 
de óleo. Em junho de 2021, o desenvolvimento do pré-sal da Bacia de Santos atingiu a marca de 
21,4 MtCO2 injetadas cumulativamente, com 7 MtCO2 injetados em 2020. A meta do projeto é 
injetar um total de 40 MtCO2 até 2025, contribuindo para a evolução tecnológica, redução de 
custos e demonstração da segurança da tecnologia CCUS (GCCSI, 2021).  

Em termos de hidrogênio azul, exemplos de projetos em estágio inicial incluem a produção 
de hidrogênio do Projeto Pouakai na Nova Zelândia, o projeto Hydrogen Energy Supply Chain na 
Austrália (planta piloto em construção) e o projeto Hydrogen to Humber Saltend, no Reino Unido 
(GCCSI, 2021). Os projetos no Reino Unido devem fornecer hidrogênio limpo para ajudar a 
descarbonizar empresas locais. Todos irão armazenar CO2 no Mar do Norte, beneficiando-se das 
economias de escala proporcionadas pelas malhas de escoamento existentes.  

Ainda segundo GCCSI (2021), os projetos relacionados ao hidrogênio incluem: (1) Projeto de 
hidrogênio Saltend da Equinor, acima citado, uma âncora para a rede Net Zero Humber; (2) BP 
desenvolvendo uma planta de hidrogênio como parte da rede Net Zero Teesside; e (3) Phillips 
desenvolvendo um projeto de hidrogênio azul na refinaria Humber. A rede Porthos está emergindo 
como um hub de hidrogênio importante. Todas as quatro fontes de captura de CO2 são usinas de 
hidrogênio azul operadas pela ExxonMobil, Shell, Air Liquide e Air Products.  
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Além do desenvolvimento de hidrogênio azul na Holanda, a Air Products anunciou um projeto 
em Edmonton, Alberta, Canadá. Com base na tecnologia de reforma autotérmica de hidrogênio, a 
empresa fornecerá à região de Alberta hidrogênio limpo em escala industrial para reduzir as 
emissões de gases de efeito estufa. O projeto incorpora uma estação de energia movida a 
hidrogênio para reduzir a intensidade das emissões da rede elétrica local (GCCSI, 2021). 

A grande maioria das instalações comerciais de CCS em operação é de EOR, sendo o tipo 
geológico com maior quantidade significativa de experiência e conhecimento acumulados. Em 
2018, 13 das 17 instalações eram desse tipo (BUI et al., 2018), e atualmente são 22 das 27 (GCCSI, 
2021). De forma similar, formações salinas profundas têm sido usadas para armazenamento de CO2 
em projetos em escala comercial, incluindo Sleipner CO2 Storage, Snøhvit CO2 Storage e Quest 
(onshore e offshore). Em contraste, o armazenamento de CO2 por EGR e o armazenamento em 
campos depletados não chegaram à operação em escala comercial. E os demais ainda estão nas 
fases iniciais de desenvolvimento.  

Em termos de maturidade técnica Technology Readiness Level (TRL), as alternativas de EOR 
e em aquíferos salinos atingiram TRL 9, enquanto o armazenamento em campos depletados e EGR 
estariam em fase TRL 7 (BUI et al., 2018). 

 

3.3.4. Modelagens aplicadas ao armazenamento de CO2 

 

A modelagem geológica 3D compreende um grupo de métodos usados para representações 
computadorizadas de qualquer corpo ou superfície geológica em três dimensões (3D) por meio de 
um software especializado (ex. Petrel, GeoModeller, Leapfrog, GoCAD, Move, Datamine, dentre 
outros), cujo produto final é conhecido como modelo geológico. Esses modelos são gerados para 
uma ampla gama de aplicações, incluindo, mas não se limitando a: reservatórios de petróleo e gás, 
depósitos minerais, plumas de contaminação, aquíferos de água subterrânea, armazenamento 
subterrâneo de resíduos nucleares, túneis, galerias e outras obras de engenharia subterrâneas. 

Modelos de armazenamento de CO2 são gerados de forma semelhante aos modelos de 
reservatório de óleo e gás, que consistem na busca por rochas reservatório e selante adequados 
para o aprisionamento de CO2. Em aquíferos salinos e campos depletados as principais variáveis de 
perfis de poços petrofísicos que podem ser visualizados e estimados em 3D são geralmente 
porosidade, permeabilidade e saturação de água. Em camadas de carvão e folhelhos, a capacidade 
de adsorção e o carbono orgânico total (COT) são importantes variáveis de interesse. Alguns 
estudos de caso que exemplificam a aplicação de modelagem 3D no armazenamento geológico de 
CO2 estão presentes na literatura (KAUFMANN & MARTIN, 2008; CLAPROOD et al., 2012; ALCALDE 
et al., 2014; LECH et al., 2016; DE OLIVEIRA et al., 2021). 

Os modelos podem ser estáticos ou dinâmicos a depender do tipo de dados que estão sendo 
representados. Dados estáticos referem-se aos dados geológicos e geofísicos, como dados de 
descrição de testemunho, dados petrofísicos, porosidade, permeabilidade, dados sísmicos, que são 
assumidos como constantes durante a injeção de CO2. Dados dinâmicos variam com o tempo, como 
por exemplo, saturações de fluido, pressão de fundo de poço (bottom hole pressure - BHP), pressão 
na cabeça de poço (well-head pressure - WHP), temperatura, dentre outros. 
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Em um projeto de avaliação de armazenamento geológico de CO2 também é utilizada 
simulação numérica ou modelagem numérica (ISMAIL-ZADEH & TACKLEY, 2010). Segundo Rosa et 
al. (2006), a simulação numérica é um dos métodos empregados na engenharia de petróleo para 
se estimar características e prever o comportamento de um reservatório, podendo também ser 
empregada de forma análoga a reservatórios de armazenamento de CO2. A simulação numérica é 
realizada normalmente no estágio posterior à geração do modelo geológico 3D, que já contém os 
parâmetros geológicos do reservatório. Pode-se, inclusive, fazer uso do modelo geológico 3D 
gerado previamente, embora esta relação não seja mandatória. Diversos estudos de simulação 
numérica aplicada ao armazenamento geológico de CO2 podem ser encontrados na literatura 
(NAKAJIMA et al., 2014; XU et al., 2019; SUN et al., 2020). 

 

3.3.5. Riscos e monitoramento em armazenamento de CO2 

 

Os impactos ambientais do armazenamento geológico de CO2 podem ser divididos em riscos 
ambientais globais e locais. Os riscos globais surgem pela falta de eficiência do processo de 
armazenamento de CO2 e a consequente liberação do gás para a atmosfera. Os riscos locais estão 
associados ao vazamento de CO2, que pode resultar em altas concentrações de CO2 próximo à 
superfície, dissolução de CO2 em águas subterrâneas (aquíferos) e efeitos induzidos pelo 
deslocamento de fluidos com a injeção de CO2 (atividade sísmica) (ZHANG & BACHU, 2011; 
RODRIGUES et al., 2015).  

Vazamentos locais em grande escala de CO2 em terra podem resultar em riscos diretos para 
a saúde, tanto por mortes por asfixia quanto por impactos na saúde ou por exposição prolongada 
a altas concentrações de CO2 (GRAUS et al., 2011). Os efeitos do vazamento de CO2 na fauna e flora 
locais, entretanto, são menos conhecidos e podem impactar negativamente a ecologia e a 
agricultura locais (GERARD & WILSON, 2009).  

A principal preocupação relaciona-se com a contaminação da água potável e das águas 
superficiais pelo deslocamento de água salina e/ou CO2 para os aquíferos. Além disso, a injeção 
subterrânea de CO2 pode desencadear eventos sísmicos de baixa magnitude. Embora as 
probabilidades de ocorrência sejam baixas, é essencial gerenciar com segurança a injeção de CO2 
para garantir a segurança humana e ecológica (GERARD & WILSON, 2009). 

Alcalde et al. (2018), com base em uma simulação combinando estimativas quantitativas de 
retenção geológica de CO2 na subsuperfície e de vazamento de CO2 na superfície com resultados 
de um armazenamento realisticamente bem condicionado em regiões com densidades moderadas 
de poço, estimaram que existe 50% de probabilidade de que o vazamento permaneça abaixo de 
0,0008% ao ano, com mais de 98% do CO2 injetado retido na subsuperfície por mais de 10.000 
anos. 

Em um cenário não realístico extremo, onde o armazenamento de CO2 é conduzido de forma 
inadequada, estima-se, que mais de 78% serão retidos ao longo do mesmo horizonte de tempo, 
demonstrando que o armazenamento geológico de CO2 pode ser uma opção segura de mitigação 
das mudanças climáticas mesmo nos piores casos, embora o comportamento de longo prazo do 
CO2 na subsuperfície permaneça uma incerteza fundamental. 
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Em relação à migração de CO2 através de descontinuidades geológicas naturais, como 
fraturas e falhas geológicas existentes nos reservatórios, os estudos de Miocic et al. (2019) 
calcularam as taxas de vazamento natural a partir de um paleo-registro de 420.000 anos de 
migração de CO2 acima de um reservatório natural de CO2 no Arizona (EUA), através de datação de 
carbonatos pelo método U-Th. Os resultados indicam que o vazamento médio ao longo do tempo 
equivale a uma taxa linear de menos de 0,01%/ano, sendo, portanto, adequado armazenar CO2 em 
reservatórios geológicos para fins de mitigação do clima. 

As consequências associadas ao vazamento de CO2 são altamente dependentes da 
localização do reservatório de armazenamento e de como o país lida com tais incidentes. Por 
exemplo, o vazamento em reservatórios de armazenamento de CO2 onshore provavelmente 
afetará um número muito mais significativo de pessoas do que no caso de locais offshore. No 
entanto, o vazamento de CO2 do mar pode desencadear a acidificação dos oceanos e, 
consequentemente, ter efeitos adversos nos ecossistemas marinhos e na subsistência das 
populações costeiras (VAN DER ZWAAN & GERLAGH, 2016).  

O vazamento de CO2 de uma instalação CCS provavelmente será um evento gradual, em vez 
de um vazamento súbito e rápido, e as consequências associadas seriam mais facilmente previstas 
e remediadas do que no caso de eventos naturais (POP, 2015). Embora isso signifique que a 
probabilidade de acidentes catastróficos levando a vazamentos extensos e incontroláveis seja 
extremamente baixa, um grau de incerteza permanece quanto à possibilidade de o CO2 escapar 
dos dutos e/ou poços (LAKO et al., 2011). No geral, o risco de vazamento de CO2 das instalações de 
CCUS depende significativamente da ação humana e pode ser mitigado pelo monitoramento 
adequado em tempo real e das medidas de remediação. 

O monitoramento é essencial para a implantação segura do armazenamento geológico de 
CO2, sendo necessário desde o processo de licenciamento e durante todas as etapas da injeção de 
CO2, do planejamento à conclusão. O monitoramento inclui uma caracterização das propriedades 
do reservatório para selecionar locais adequados com capacidade, injetividade e integridade 
apropriadas para a injeção de CO2 de alta pressão (DINO & GALLO, 2009). O monitoramento 
apropriado inclui: (i) rastrear a localização da pluma de CO2; (ii) garantir que os poços de injeção e 
abandonados não estejam vazando; e (iii) verificar a quantidade de CO2 injetada no subsolo. Além 
disso, dependendo das considerações específicas do local, o monitoramento pode ser necessário 
para (iv) garantir que os recursos naturais, como águas subterrâneas e ecossistemas, sejam 
protegidos e que a população local não seja exposta a concentrações inseguras de CO2 (BACHU, 
2017). Juntamente com os requisitos de monitoramento, é importante quantificar o volume de CO2 
injetado no subsolo para estimar a eficácia do armazenamento. 

Recomenda-se as medições de diversos parâmetros, tais como: a taxa de injeção, as 
composições dos gases e as variações de pressão/temperatura em superfície e no fundo dos poços 
de injeção. Esses parâmetros servem para ajustar os modelos de reservatório e prever a taxa 
máxima de injeção e a capacidade de armazenamento (COOPER, 2009; RAZA et al., 2019). 
Medições sísmicas 4D (3D no tempo) têm se mostrado um método confiável para monitoramento 
da migração da pluma de CO2 nos projetos de escala industrial offshore de Sleipner e Snøhvit 
(CHADWICK et al., 2014; JENKINS, 2020). A gravimetria também pode ser útil para fornecer 
informações complementares sobre a densidade in situ de CO2 e as taxas de dissolução na água de 
formação, se os dados sísmicos não puderem ser adquiridos devido às limitações orçamentárias 
(WIPKI et al., 2016; JENKINS, 2020). 
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3.3.6. Potencial brasileiro para armazenamento geológico de CO2 

 

Trabalhos iniciais de avaliação de potencial para armazenamento geológico de CO2 no Brasil 
incluem avaliação de aquíferos salinos (KETZER et al., 2009; LIMA et al., 2011; DALLA VECCHIA et 
al., 2020), de camadas de carvão (SOARES et al., 2007; WENIGER et al., 2010; KALKREUTH et al., 
2013; SANTAROSA et al., 2013), e folhelhos na Bacia do Paraná (MASULINO, 2020; DE OLIVEIRA et 
al., 2021; PELISSARI, 2021; ROCHA, 2021), recuperação avançada de óleo na Bacia do Recôncavo 
(DINO & GALLO, 2009; Câmara et al., 2020), e também nas Bacias de Campos (ROCKETT et al., 2012; 
ROCKETT et al., 2013) e Santos (MELO et al., 2011; CIOTTA & TASSINARI, 2020; GODOI & MATAI, 
2021). Uma abordagem inicial considerando a carbonatação mineral em serpentinitos no Brasil é 
apresentada por Alves et al. (2013). 

Estudos de rede de transporte de CO2 no Brasil incluem os trabalhos de Moreira et al. (2016), 
Tagomori et al. (2018) e da Silva et al. (2018). 

Revisões com panoramas gerais de CCS no Brasil incluem Beck et al. (2011), Hatimondi et al. 
(2011), Câmara et al. (2012), Iglesias et al. (2015), e Ketzer et al. (2016), além de mapas regionais 
de favorabilidade geológica (ROCKETT et al., 2011; MACHADO et al., 2013). 

Dois estudos de campo em escala piloto com injeção de CO2 foram realizados no laboratório 
denominado Ressacada, em Santa Catarina (FEITZ et al., 2014; MELO et al., 2014; MOREIRA et al., 
2014; MOREIRA et al., 2014; OLIVA et al., 2014; MELO et al., 2017a), e no laboratório de Viamão 
(UFRGS), no Rio Grande do Sul (MELO et al., 2017b; IGLESIAS et al., 2019). 

Estudos de caso de CCS na Bacia do Recôncavo considerando EOR podem ser encontrados 
em Ravagnani and Suslick (2008) e Ravagnani et al. (2009), e para a Bacia de Campos podem ser 
vistos em Rockett et al. (2012). Além destes, cita-se o estudo de caso de Freitas et al. (2016) como 
um exemplo de CCU visando produção de ureia a partir de CO2 do pré-sal offshore. 

No Atlas Brasileiro de Captura e Armazenamento Geológico de CO2 (KETZER et al., 2016), as 
31 bacias sedimentares brasileiras são classificadas em 3 classes de prospectividade para 
armazenamento geológico de CO2: alta, média e baixa. Os critérios para classificação levam em 
conta: (1) Ocorrência de depósitos de carvão; (2) Produção de hidrocarbonetos; (3) Existência de 
dados de formações salinas; (4) Capacidade teórica para o armazenamento de CO2; (5) Existência 
de campos de petróleo/gás maduros; (6) Fontes emissoras associadas; (7) Existência de 
infraestrutura de transporte (dutos e terminais). 

Assim, destacam-se cinco bacias sedimentares com prospectividade alta para 
armazenamento de CO2: Paraná, Campos, Santos, Potiguar e Recôncavo. Também se destacam sete 
bacias sedimentares com prospectividade média: Parnaíba, Solimões, São Francisco, Espírito Santo, 
Tucano Central, Tucano Sul e Sergipe-Alagoas. Todas as demais são classificadas com 
prospectividade baixa, conforme a Figura 13. 
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Figura 13. Prospectividade para armazenamento de CO2. 

Fonte: Adaptado de KETZER et al. (2016). 
 

3.3.7. CCUS na produção de hidrogênio azul offshore 

 

O hidrogênio azul offshore pode ser derivado da produção de petróleo nos casos em que o 
gás produzido possuir uma alta concentração de CO2 junto ao metano. A partir do metano é 
possível produzir o hidrogênio em unidades dedicadas de processamento que devem estar 
localizadas próximas às unidades de produção de petróleo. 

Depois de produzido o hidrogênio deve ser transportado por navios até terminais 
especializados na costa para entrar na cadeia logística em terra. No entanto, para ser considerado 
“hidrogênio azul” o carbono excedente da produção deve ser capturado e em seguida reutilizado 
ou armazenado. A reutilização geralmente está associada à reinjeção do CO2 nos poços com o 
intuito de aumentar a pressão e, por consequência, aumentar a recuperação de óleo, ou seja, EOR. 
O armazenamento pode ser realizado utilizando-se os reservatórios geológicos ou construindo-se 
novos reservatórios. 

Oceano 
Atlântico  
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Na Figura 14 é apresentado um fluxograma esquemático dos principais produtos envolvidos 
na produção de hidrogênio azul offshore, com CCS em reservatórios construídos na camada de sal 
e CCUS-EOR em poços produtores. 

 

 
Figura 14. Fluxograma da produção de hidrogênio azul offshore com CCUS (CCS e 
EOR). 

Fonte: Elaboração própria. 
 

Sweatman et al. (2011) apresentam um panorama geral das tecnologias atuais, descrevendo 
os principais projetos comerciais de CCUS offshore. Suas conclusões apontam que o CCS e o CO2 
utilizado para EOR são processos viáveis e seguros para projetos offshore, que expandem as opções 
para redução da emissão de gases de efeito estufa, como é o caso do reaproveitamento do gás 
natural (GN) para produção de H2, conforme apresentado na Figura 14.  

Ozaki et al. (2013) discutem o transporte de CO2 na cadeia de operação de CCS avaliando a 
viabilidade da utilização de navios dedicados a esse tipo de gás. Em determinados casos a caverna 
salina pode estar localizada a uma distância que não permite a injeção de gás diretamente da planta 
de H2. Desta forma, uma frota de pequenos e médios navios pode viabilizar o CCUS.  

Cavanagh & Ringrose (2014) apresentam as vantagens da injeção do CO2 nos poços de 
petróleo (EOR). Essa solução, destacada na Figura 14 é economicamente mais viável do que a 
construção de reservatórios para armazenar o CO2, embora a construção de cavernas possa ter 
capacidades maiores. Os autores apontam que nenhum projeto de CO2 com EOR possui pegada de 
carbono negativa e a utilização em conjunto com reservatórios construídos poderia solucionar esse 
problema.  

Fernandez et al. (2016) e Blackford et al. (2020) apresentam uma análise das incertezas nas 
propriedades do reservatório em conjunto com a variação do fluxo de CO2 para estimar os 
prováveis impactos na avaliação dos riscos do CCUS. Algumas das simulações apontam para a 
segurança do CCS em ambiente offshore, uma vez que, mesmo que ocorram pequenos 
vazamentos, estes não teriam capacidade de causar um grande impacto ambiental, principalmente 
se considerarmos que o CO2 armazenado provavelmente já seria liberado no meio ambiente.  
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Os trabalhos de Dean et al. (2020) e Esposito et al. (2021) discutem as possibilidades de 
redução de custos das tecnologias de monitoramento e ampliação da automação do 
processamento e análise de dados, importantes para a implantação segura e eficiente de CCUS 
offshore em grande escala. 

Beck et al. (2011) e Iglesias et al. (2015) apresentam um resumo do atual cenário do 
desenvolvimento de projetos de CCUS no Brasil e destacam a perspectiva do armazenamento 
geológico com grande potencial para a implementação de CCUS nas unidades produtoras offshore. 

Com relação à construção de novos reservatórios para armazenamento tanto do CO2 gerado 
na produção de hidrogênio como do gás natural contendo CO2 produzido na unidade produtora, 
os trabalhos de McCall et al. (2004, 2005) e da Costa et al. (2019) discutem o potencial para usar 
camadas de sal para tal finalidade. Os trabalhos de Shi et al. (2017) e Londe et al. (2017) discutem 
os prós e contras de cada alternativa, tendo em vista os aspectos técnicos, econômicos, ambientais 
e de segurança. Considerando o cenário do pré-sal, o trabalho de Costa et al. (2017) propõe a 
construção de cavernas na camada de sal com a finalidade de armazenar a grande quantidade de 
gás produzida na área. 

A construção de cavernas salinas deve ser pensada em cenários nos quais a localidade da 
produção do hidrogênio offshore não permita que o carbono capturado seja armazenado em 
reservatórios geológicos, ou mesmo em poços produtores antigos em fase de declínio. Um poço 
com dois tubos (injeção e retorno) é perfurado até a camada de sal, a água é injetada até que o sal 
ao redor do poço se dissolva e se torne salmoura, que é removida pelo tubo de retorno e 
adequadamente descartada no leito oceânico. Durante o processo de dissolução, juntamente à 
circulação da água, são necessárias intervenções para verificar a forma geométrica e a estabilidade 
estrutural da caverna.  

Uma vez que a caverna tenha as dimensões desejadas, inicia-se a fase de operação em que a 
linha de produção de gás está conectada à caverna, e o processo de substituição de salmoura é 
iniciado. Durante este processo, a pressão interna da caverna e seu preenchimento devem ser 
monitorados e mantidos dentro de um intervalo seguro. Ao atingir o nível máximo de 
preenchimento, o sistema entra na fase de abandono. O monitoramento pós-abandono é 
necessário para evitar a ocorrência de acidentes e de vazamentos. 
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4. Aspectos Econômicos 
 

Na Nota Técnica Hidrogênio Cinza: Produção a Partir da Reforma a Vapor do Gás Natural (EPE, 
2022), foi apresentada uma síntese sobre os principais aspectos econômicos da produção de 
hidrogênio a partir do gás natural. Focou-se na técnica de SMR para a produção de hidrogênio. 
Como observado na Seção 2.2, que apresentou a tecnologia alternativa da Reforma Autotérmica 
do Metano (ATR), esta é encarada por muitos autores com otimismo, devendo mostrar-se 
vantajosa, especialmente pelas condições mais favoráveis à captura do CO2, já que permite taxas 
de captura elevadas. Essa questão é relevante quando se estuda o hidrogênio azul, que tem no 
CCUS o seu principal diferencial em relação ao hidrogênio cinza.  

Entretanto, o processo ATR ainda se encontra em fase emergente do ponto de vista 
comercial. Unidades operativas relevantes, com uso dessa tecnologia, apenas serão viabilizadas ao 
longo das próximas décadas. Desta forma, todos os aspectos econômicos tratados nesta Nota 
Técnica referem-se ao processo tecnologicamente consolidado de SMR. A partir da revisão de 
projetos internacionais de produção de hidrogênio apresentada pela Agência Internacional de 
Energia (IEA, 2021a), demonstra-se que esta rota tecnológica permanece dominante e com 
importantes experiências que já entraram em escala operacional e, portanto, apresenta-se com 
maior maturidade tecnológica (EPE, 2022).  

Como conclusão da citada Nota Técnica do Hidrogênio Cinza, os autores sugerem que as rotas 
tecnológicas classificadas como hidrogênio azul e cinza ainda devem se manter competitivas até 
2035 e 2045, respectivamente (ou mesmo até 2050). Tal conclusão foi ilustrada por figura 
apresentada naquela nota técnica e replicada aqui (Figura 15). 

 

 
Figura 15. Cenários para o custo de hidrogênio cinza, azul, amarelo, verde e rosa entre 2020 e 2050 

Fonte: EPE (2021b).  

 

Observa-se, na Figura 15, um diferencial de custo entre o hidrogênio azul e cinza, que se 
assume constante até 2050. A diferença tecnológica relevante entre essas duas rotas, que justifica 
a diferença entre os custos de produção, é a agregação da captura e armazenamento do CO2 
associada à produção do hidrogênio azul.  
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Nesta seção são apresentados alguns aspectos econômicos envolvidos na estratégia do 
hidrogênio azul que não foram abordados na Nota Técnica do Hidrogênio Cinza (EPE, 2022). Trata-
se, essencialmente, de explicar o diferencial de custo mostrado na Figura 15, dentro da realidade 
brasileira. Como fica induzido pelo próprio título desta Nota Técnica, que explicita a Produção de 
Hidrogênio Azul associada às Tecnologias de CCUS, as quais, conforme tratado na Seção 3 do 
documento, são bastante diversas e abraçam um leque amplo de oportunidades e escolhas 
tecnológicas, torna-se necessário, primeiramente, delimitar o escopo de análise desses aspectos 
econômicos. Um olhar mais exaustivo ultrapassaria as dimensões possíveis desta Nota Técnica. 
Além disso, algumas das oportunidades identificadas na literatura, particularmente para a 
Utilização (“U”) do CO2, encontram-se em estágios precoces de desenvolvimento tecnológico e 
com informações econômicas precárias. 

Desta forma, considera-se como determinante analisar os aspectos econômicos referentes à 
captura e armazenamento do carbono (sem quaisquer referências a seus possíveis usos), com foco 
exclusivamente dedicado ao armazenamento geológico do CO2. Em outras palavras, nesta seção, 
os temas relacionados ao CCS apenas adicionam custos aos projetos. Não são incorporadas 
quaisquer formas de geração de valor e de receitas econômicas potencialmente advindas da 
utilização do carbono. Como eventuais facilitadores dos projetos de CCS, analisam-se apenas os 
potenciais impactos positivos de créditos de carbono, que podem ser transacionados em mercados 
de carbono. No entanto, não se deve confundir o potencial de geração e comercialização de 
“créditos de carbono” com “utilização de carbono”. Nesta seção, explora-se a produção de 
hidrogênio azul e o CCS em ambientes onshore e offshore.  

A introdução de estudo de caso para a produção de hidrogênio azul onshore no Brasil se 
justifica por se constituir em outra possibilidade de monetização de reservas onshore de gás natural 
no país, além daquelas constantes na Nota Técnica que discutiu a monetização de gás natural 
onshore no Brasil (EPE, 2020b). As bacias sedimentares onshore são extensas e têm carência de 
mercados e/ou infraestruturas de movimentação do gás natural (convencional ou não 
convencional). Mesmo soluções conhecidas por R2W (acrônimo do inglês, Reservoir-to-Wire), que 
produzem o gás onshore diretamente para a geração in situ de eletricidade, nem sempre 
encontram condições técnicas e econômicas de se viabilizar, já que a geração termelétrica pode se 
deparar com restrições de escoamento (transmissão).  

A eventual utilização de hidrogênio azul, complementando reflexões já apresentadas na Nota 
Técnica do Hidrogênio Cinza (EPE, 2022), cria alternativa adicional de valorização do gás onshore; 
neste contexto, será analisado o cenário de produção de hidrogênio azul em pequena escala e 
voltado para usos finais locais. Neste trabalho não se aprofunda sobre a dimensão econômica do 
escoamento onshore do hidrogênio, que pode ser via dutos dedicados ou em mistura com gás 
natural, ou através de sistemas de transporte a granel (rodoviário, ferroviário ou hidroviário) em 
estado liquefeito (conforme tratado na Nota Técnica do Hidrogênio Cinza). 

Já a inclusão da produção offshore de hidrogênio azul é uma alternativa com elevado grau de 
inovação e sem grandes experiências internacionais comparativas. Contudo, foi aqui incorporada 
por se entender que se trata de uma oportunidade que pode ser mostrar relevante para o Brasil, 
como estratégia alternativa de monetização das reservas gasíferas do pré-sal, além daquelas 
apresentadas na Nota Técnica que discutiu a monetização de gás natural offshore no Brasil e no 
Plano Indicativo de Processamento e Escoamento de Gás Natural - PIPE 2021 (EPE, 2020a; EPE, 
2021b). 
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A introdução do estudo de caso da produção de hidrogênio azul offshore se justifica pelos 
elevados volumes de reservas de gás natural estimados para os campos produtores do pré-sal. Este 
cenário pode propiciar a produção de hidrogênio azul, em unidades flutuantes, que poderão, 
eventualmente, destinar-se à exportação. Poder-se-á abrir mais oportunidades de comercialização 
para o gás natural a ser produzido nos campos marítimos, assim como já ocorre com o petróleo 
bruto. Se bem que, para o acesso a tais mercados de longa distância, há de pesquisar temas sobre 
as tecnologias de escoamento marítimo do hidrogênio, via navios criogênicos dedicados, que não 
foram analisados nesta Nota Técnica. 

Além disso, deve-se analisar o potencial de redução de custos de captura e armazenamento 
geológico do CO2 (resultante da reforma do GN), tanto através da estratégia de sua reinjeção nas 
formações rochosas do pré-sal, como em soluções alternativas de armazenamento em cavernas, a 
serem construídas nas camadas de sal do pré-sal (ambas tratadas na Seção 3 deste documento). 
Para todos os efeitos, estar-se-ia apenas adicionando novas correntes de produção de CO2 no 
ambiente offshore, que podem receber tratamentos análogos àqueles dedicados às correntes de 
CO2 diretamente produzidas após o tratamento do gás natural nas plataformas offshore dos 
campos.  

Na construção dos casos, na seção 6 deste documento, adotam-se as mesmas metodologias 
e premissas apresentadas no estudo econômico para o hidrogênio cinza (EPE, 2022). Em seguida, 
são identificadas as parcelas adicionais de custo aplicáveis para a produção do hidrogênio azul em 
ambiente offshore, e para a inclusão do CCS, em ambiente onshore e offshore. Assim, como foi 
indicado na Nota Técnica do Hidrogênio Cinza, a respeito das estimativas de custo da produção, 
transporte/distribuição e utilização do hidrogênio propriamente dito, também se deve esperar 
grandes incertezas e variabilidades nos custos associados ao CCS. 

 

4.1. Aspectos Econômicos da Captura, Transporte e Armazenamento de 
Carbono 

 

A disparada recente dos preços do carbono é um alerta sobre a ameaça das mudanças 
climáticas. Isto está impulsionando a melhoria e o desenvolvimento das tecnologias para captura, 
transporte e armazenamento de emissões de gases de efeito estufa. Entretanto, a maioria dos 
preços do carbono ainda permanece muito abaixo da faixa recomendada pelo World Bank’s High-
Level Commission on Carbon Prices Report (2017), de US$ 40-80/tCO2 eq, a qual, segundo este 
relatório, seria necessária para cumprir a meta de temperatura de 2°C do Acordo de Paris. Segundo 
World Bank (2021), apenas 3,76% das emissões globais são cobertas por um preço de carbono igual 
ou superior a este intervalo. Preços ainda mais altos serão necessários na próxima década para 
atingir a meta de 1,5°C.  

Acredita-se que o preço em alta da tonelada de carbono no mercado internacional 
impulsione fortemente os projetos de CCS, uma vez que receitas advindas de créditos de carbono, 
por exemplo, tendem a melhorar a viabilidade econômica desses projetos. Assim, os processos 
para captura e armazenamento de carbono, que foram concebidos fundamentalmente há décadas 
e já são extensivamente usados em alguns países e setores, tendem a se tornar mais atrativos. 
Como ilustrado na Figura 16 a captura pode custar até US$ 120 por tonelada na produção de 
cimento e US$ 100 por tonelada na geração de energia elétrica.  
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O custo de captura de CO2 diretamente do ar, em função das baixas concentrações desse gás 
no ar, ultrapassa facilmente o patamar de US$ 150 por tonelada. Esses custos dependem 
fortemente da localização do projeto e da tecnologia utilizada (IEA, 2021b). 

 

 

Figura 16. Custo de captura de CO2 por setor (US$ 2019). 
Nota: No custo de captura está incluído o custo de compressão. 
Fonte: IEA (2021b). 
 

De acordo com o Bank of America Corp, nesse nível de custo, para alguns setores que usam 
gás natural, a captura de suas emissões de CO2 já se pode revelar mais econômica no longo prazo 
do que o pagamento por licenças para liberá-las na atmosfera (emission allowances). Segundo 
Morison & Etienne (2021), o preço do carbono em 2021 mais que dobrou em relação a 2020, e os 
preços foram estimados para chegar a US$ 118 em meados desta década. Assim, a tecnologia de 
captura e armazenamento se tornará mais atrativa e, provavelmente, com maior difusão em escala 
global, à medida que governos, em todos os continentes, pressionam os agentes econômicos para 
se atingir o tão desejado “net zero”. 

Ainda segundo Morison & Etienne (2021), Samantha McCulloch, chefe de uso e 
armazenamento de captura de carbono da Agência Internacional de Energia, argumenta que, à 
medida que projetos de CCUS sejam desenvolvidos e implementados em todo o mundo, haverá 
um refinamento das tecnologias, em função de curvas decrescentes de aprendizado e eventuais 
aumentos de escala, que acarretarão a redução dos custos e, consequentemente, uma maior 
competitividade do CCUS. Efeitos similares foram confirmados nas principais tecnologias de 
geração elétrica renovável e na produção de gás não convencional (por exemplo, shale gas). 

A Noruega e a Holanda estão liderando o caminho do CCS na Europa, juntamente com o Reino 
Unido. Em 2021, o governo holandês anunciou que gastará US$ 2,5 bilhões para o primeiro projeto 
de CCS de grande escala no continente.  
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A Noruega está investindo US$ 1,9 bilhão e o Reino Unido prometeu US$ 1,4 bilhão na 
próxima década para criar quatro centros de captura de carbono (hubs) (MORISON & ETIENNE, 
2021). 

Destaca-se que esses três países têm uma história de exploração e produção de petróleo no 
Mar do Norte, no qual, em vários sítios produtivos, a atividade de produção de óleo e gás encontra-
se em declínio. A tecnologia de captura e armazenamento de carbono pode ser a chave para se 
manter a economia da região, a partir da atualização e redirecionamento de ativos (revamping), à 
medida que as metas climáticas se tornam mais restritas. 

Do exposto acima, observa-se que é necessário que o CCUS seja mais competitivo. Para tanto, 
além da elevação do preço do carbono no mercado internacional, faz-se necessário também o 
desenvolvimento de novas tecnologias e melhorias daquelas já existentes, para que os custos 
possam declinar. Nesse quadro, as empresas poderão igualmente fazer uso de tecnologias mais 
limpas, que contemplem o CCUS, como é o caso da produção de hidrogênio azul. 

No que tange ao custo de produção de hidrogênio via rota SMR, este depende fortemente 
dos preços da matéria prima e energia (gás natural) (EPE, 2022). Por outro lado, para que esse 
hidrogênio seja produzido via rota azul, vários outros fatores também influenciam em seu preço 
final, destacando-se os custos de captura do CO2, que dependem fortemente da concentração de 
CO2 nos gases e da tecnologia empregada; os custos de transporte do CO2, que dependem da 
quantidade transportada e do modal de transporte; bem como os custos do armazenamento do 
CO2, que é fortemente dependente da capacidade de armazenamento da área.      

O custo de captura pode variar muito conforme a fonte de CO2, como mostrado na Figura 16. 
O valor pode variar de uma faixa de US$ 15-25/t de CO2 capturado, para processos que produzem 
fluxos de CO2 altamente concentrados, como produção de etanol ou processamento de gás natural, 
até US$ 40-120/t de CO2, para processos com fluxos de gás menos concentrados, como produção 
de cimento e geração de energia. Algumas tecnologias de captura de CO2 estão disponíveis 
comercialmente, enquanto outras ainda estão em desenvolvimento, e isso também contribui para 
uma grande variação de custos. 

No processo integrado de produção de hidrogênio, associada à captura e armazenamento de 
CO2, o custo da energia elétrica também influencia de forma significativa no custo final, 
principalmente se a tecnologia adotada não possibilita a existência de uma unidade de geração que 
torne o processo autossuficiente. Em muitos casos, é interessante que haja um excedente de 
energia elétrica, cuja venda auxilia na viabilidade econômica do projeto. Como exemplo, o estudo 
apresentado em IEAGHG (2017) mostra uma planta de produção de hidrogênio utilizando a 
tecnologia de reforma de gás natural6, com captura, desidratação e compressão de CO2. Esta planta 
possui capacidade instalada para produção de aproximadamente 9,0 toneladas por hora de 
hidrogênio, possibilitando a instalação de uma ilha de potência capaz de gerar o equivalente a 
11,7 MW e exportar 0,43 MW. Esses números revelam uma tecnologia intensa no consumo de 
energia elétrica, impactando negativamente no custo final do hidrogênio azul. 

Quanto aos custos de transporte de CO2, observa-se uma variação em função do modal de 
transporte (dutos, navios, caminhões); do ambiente no qual está sendo transportado (onshore ou 
offshore); da escala (quantidade de CO2 transportada); da distância até o local de armazenamento; 
de variações regionais, incluindo distintas qualidades da infraestrutura de transporte, como vias 
rodoviárias ou ferroviárias; da fonte do CO2; assim como do nível de pressão e da pureza em que 

                                                      
6 Similar à do estudo de caso apresentada nesta Nota Técnica.  
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se encontra o CO2 antes do transporte. Os dutos são geralmente a opção de transporte mais 
econômica na maioria das regiões, embora o transporte marítimo possa ser econômico para 
transportar CO2 por longas distâncias. Mesmo dentro da opção dutoviária, há de se analisar as 
condições de geração e movimentação do CO2, já que o mesmo pode ser transportado em alta 
pressão, ou em estado supercrítico ou em estado líquido, conduzindo a equacionamentos 
econômicos distintos. 

Muitos estudos têm se dedicado a avaliar o custo e o desempenho de várias tecnologias de 
produção do hidrogênio e de captura de CO2. Menor atenção tem sido dada à avaliação dos custos 
de transporte e armazenamento de CO2. Há estudos que avaliam essas etapas de forma integrada, 
e assumem um único custo para transporte e armazenamento de CO2, sem considerar as 
especificidades relacionadas a estas atividades. Grosso modo, este valor é estimado em 
US$ 10/t CO2

7. Entretanto, os custos de transporte e armazenamento de CO2 não são fixos, e 
variam substancialmente em função dos ambientes geográficos, geológicos, distâncias de 
transporte, escalas (quantidades de CO2 a serem transportadas e armazenadas), modalidade de 
transporte, custo de capital, de mão de obra, de materiais e de outros insumos, bem como 
diferentes estruturas regulatórias, que incentivam ou desincentivam partes da cadeia de valor do 
CCS (SMITH et al., 2021). 

Middleton & Yaw (2018) destacam que os custos de transporte podem aumentar 
expressivamente se o reservatório inicialmente definido não atender às expectativas e o CO2 tiver 
de ser redirecionado para armazenamento em outro sumidouro, localizado em outra área, distante 
daquela originalmente proposta. Por outro lado, os custos de armazenamento podem se mostrar 
mais baixos do que o esperado, permitindo, em alguns casos, o transporte do CO2 por distâncias 
maiores. Assim, as flutuações nos custos do transporte do CO2 podem impactar a escolha de um 
reservatório e vice-versa. Os cálculos econômicos serão realizados caso-a-caso, contrariamente à 
ideia de de se estabelecer um custo de CCS geral e aplicável para todo o país. 

Estudos anteriores sugerem que o custo de armazenamento de CO2 em campos depletados 
de petróleo e gás é menor do que aquele em aquíferos salinos. Usualmente, esses campos de 
petróleo e gás já foram pesquisados e, frequentemente, oferecem o potencial de reutilização de 
infraestrutura existente (ZEP, 2011). Essa realidade foi explorada no estudo de caso onshore 
apresentado na Seção 6. No entanto, a incerteza e os custos associados à verificação da integridade 
dessa infraestrutura e de seu reaproveitamento para aplicações em CCS podem diminuir (ou 
mesmo anular) quaisquer reduções de custo antecipadas; pode-se aumentar, por exemplo, os 
riscos de vazamento de CO2 pelos poços existentes, em compressores ou mesmo ao longo das 
tubulações, e, portanto, exigir mais monitoramento, implicando em aumento dos custos. 

Uma forma de minimizar os custos de transporte e de armazenamento de CO2 reside no uso 
de ativos de transporte e armazenamento compartilhados, que apresentarão um potencial 
significativo de redução de custos por meio de maiores economias de escala. Em outras palavras, 
a viabilidade econômica das redes de transporte e armazenamento de CO2 pode ser fortemente 
incentivada com o desenvolvimento de polos (clusters) de fontes de emissões de CO2 e hubs de 
armazenamento. No mundo, há vários locais propícios para clusters e hubs de CCS, que facilitam 
uma infraestrutura de transporte compartilhada.  

                                                      
7 Segundo Smith et al., (2021) o Quinto Relatório de Avaliação do Painel Intergovernamental sobre Mudanças 
Climáticas (IPCC) reporta que uma hipótese comum para o custo de transporte e armazenamento de CO2 é de 
US$ 10/tCO2. 
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Alguns destes locais são descritos com mais detalhes na Seção 5 (Aspectos Logísticos) desta 
Nota Técnica. Segundo a IEA (2020b), os Estados Unidos têm buscado a exploração desse conceito 
através da construção de linhas troncais e rotas no meio do continente e em sua costa no Golfo do 
México. Desde 2017, em todo mundo, foram anunciados planos de investimento para vários 
centros de CCS, entre eles, cinco estão nos Estados Unidos, quatro na China e doze em toda a 
Europa (IEA, 2020b).  

Destaca-se que, nos estudos de caso apresentados na Seção 6 desta Nota Técnica, os locais 
escolhidos para a instalação da planta de produção de hidrogênio azul onshore e os locais de 
armazenamento foram concebidos de forma a poderem compor o embrião de um hub de CCS no 
Brasil. Um desses locais para instalação da planta poderia ser o município de Cubatão (e arredores), 
no Estado de São Paulo, por ser um cluster relevante de indústrias pesadas e possuir um volume 
significativo de emissões de CO2, enquanto, na outra ponta, encontra-se o Campo de Merluza, 
localizado na Bacia de Santos, em águas rasas, conectado ao município de Cubatão via gasoduto. 
Segundo Ciotta e Tassinari (2020), o Campo de Merluza possui um bom potencial para 
armazenamento de CO2, e apresenta níveis baixíssimos de produção de gás nos últimos anos, 
podendo, eventualmente, ser considerado como um campo depletado e pronto para ser 
convertido em um hub de CCS.  

Já no estudo de caso apresentado para a região do pré-sal, nenhuma localidade específica foi 
definida. Contudo, adota-se o conceito de uma planta flutuante de hidrogênio azul, conectada a 
um hub de armazenamento de CO2 dentro de um raio de 50 km.   
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5. Aspectos Logísticos do CCUS 
 

Na Nota Técnica do Hidrogênio Cinza (EPE, 2022) foi apresentada uma síntese sobre os 
principais aspectos logísticos associados à movimentação de hidrogênio. A Figura 17, extraída desta 
Nota Técnica, exibe os três modais principais para o transporte/distribuição de hidrogênio: 
dutoviário, rodoviário e hidroviário. Como ocorre com todos os gases combustíveis, observa-se que 
o transporte dutoviário, quando se beneficia de economias de escala plenas, apresenta maiores 
vantagens econômicas. Neste caso, o custo do transporte dutoviário de hidrogênio se mostra 
semelhante ao do gás natural, embora o hidrogênio seja menos denso, fluindo quase três vezes 
mais rápido que o gás natural na tubulação (IGU, 2020).  

Para o ambiente offshore, o modal a granel será fundamentalmente composto por navios 
criogênicos (que se beneficiam de economias de escala). O transporte do hidrogênio se aproxima, 
então, daquele do gás natural liquefeito (GNL). As Notas Técnicas do hidrogênio cinza e azul não 
evoluem em respeito às tecnologias de escoamento e transporte do hidrogênio. Para estas, há de 
se conceber estudos específicos, contemplando experiências internacionais e trazidos para a 
realidade brasileira. 

 

 
Figura 17. Custos de transporte de hidrogênio com base em distâncias e volumes  
Notas: Os custos estão expressos em US$2019/kg; CGH2 – gás hidrogênio comprimido; LOHC – 
líquidos orgânicos carreadores de hidrogênio. Estão incluídos os custos de compressão e 
estocagem de 20% do volume de gás natural, considerando uma caverna de sal como referência 
de custo. A amônia foi considerada inadequada para uso em pequena escala por sua toxicidade.  
Fonte: EPE (2022).  
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5.1. Projetos Internacionais de Hidrogênio Azul 
 

Os principais desafios logísticos enfrentados pelos projetos internacionais de hidrogênio azul 
são a maturidade das tecnologias de CCUS, que ainda se encontram em estágios iniciais, e a 
limitação da infraestrutura para transporte de CO2 (Yu et al., 2021). Neste contexto, esta seção 
avalia alguns dos principais projetos existentes no mundo que produzem hidrogênio a partir da 
tecnologia SMR, e que posteriormente realizam a captura, transporte, armazenamento e utilização 
do CO2. A Tabela 3 lista os projetos estudados, que foram coletados da base de dados da Agência 
Internacional de Energia (IEA, 2021a). O objetivo aqui é avaliar a localidade, as formas de como o 
CO2 é transportado e armazenado e quais os arranjos ou modelos de negócio encontrados para 
viabilizar a logística de tais projetos.  

 

Tabela 3. Projetos internacionais de produção de hidrogênio azul  

Nome do Projeto País 
Data de início 

anunciada 
Produção de H2 

(Nm³/hora) 
CO₂ capturado 

(ton) 

H2morrow Noruega e 
Alemanha 

2030 328.000 1.900.000 

Preem CCS Suécia 2025 - - 

HyDEMO Noruega 2025 280.000 - 

Teesside collective Reino Unido 2024 - 680.000 

Porthos Holanda 2023 - 2.500.000 

Tabangao refinery Filipinas 2021 - - 

Nutrien (former 
Agrium) Fertilizer** 

Canadá 2019 - 300.000 

Tomakomai Japão        2016*** - 100.000 

Quest Canadá 2015 - 1.200.000 

Port Jerome França 2015 - 100.000 

Port Arthur Estados Unidos 2013 151.000 1.000.000 

Coffeyville Fertilizer 
Plant** 

Estados Unidos 2013 - 650.000 

PCS Nitrogen** Estados Unidos 2013 - 200.000 

OCAP Holanda 2005 - 400.000 

Blue Hydrogen Den 
Helder 

Holanda - - - 

Notas: ** Produz NH3 *** Projeto descomissionado em 2019 
Fonte: IEA (2021a) 
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Os projetos expostos na Tabela 3 estão listados em ordem da data inicial prevista, do mais 
recente para o mais antigo. No entanto, a descrição dos projetos será feita com base em um 
agrupamento, segundo a natureza dos projetos: primeiramente projetos de captura e 
armazenamento de CO2 offshore, em seguida projetos onshore, e, por fim, projetos de utilização 
do CO2. Optou-se também por excluir da análise os projetos Coffeyville, Nutrien e PCS Nitrogen 
(Tabela 3), por se tratar de projetos de produção de amônia (NH3), o que fugiria do escopo proposto 
por esta Nota Técnica. Por fim, sintetizou-se os aprendizados sobre os projetos internacionais em 
uma nova tabela, descrita com mais detalhes no final desta seção.  

 

5.1.1. Empreendimentos de CCUS offshore 

 

O empreendimento Northern Lights, vinculado a uma iniciativa do governo norueguês 
(Longship) e operado pela Equinor, com investimento da Shell e Total, tem intenção de fornecer 
um serviço de captura, transporte e armazenamento offshore de CO2 resultante de diferentes 
atividades industriais (EQUINOR, 2019a; EQUINOR, 2022). Diversos projetos industriais europeus, 
constantes da Tabela 3, pretendem destinar suas emissões de CO2 oriundas da reforma do metano 
para este empreendimento, como Hydemo e H2morrow steel. A Figura 18 ilustra a infraestrutura 
administrada pelo Northern Lights e seus parceiros industriais. 

 

 

Figura 18. Mapa indicativo dos parceiros do Projeto Northern 
Lights  
Fonte: adaptado de EQUINOR (2019a). 
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O transporte do CO2 ocorre por dutos em ambiente onshore após a coleta nas empresas até 
uma planta, no qual é liquefeito. Em ambiente offshore, o CO2 líquido é transportado por navios 
até o terminal de recebimento em Øygarden, Noruega. Posteriormente, o CO2 é transportado por 
meio de dutos offshore por 100 km até o poço de injeção submarina. O armazenamento ocorre a 
aproximadamente 3.000 metros de profundidade abaixo da superfície do fundo do mar da 
Formação Johansen (NORTHERN LIGHTS, 2021) (NORTHERN LIGHTS, 2022). Um estudo dirigido pela 
Norwegian Petroleum Directorate estimou que os reservatórios na subsuperfície do Mar do Norte 
norueguês possuem capacidade máxima de armazenamento de CO2 girando em torno de 
80 bilhões de toneladas (NPD, 2021). A Figura 19 ilustra conceitualmente a logística da primeira 
fase do projeto. 

 

 

Figura 19. Esquema do conceito da Northern Lights, com as capacidades da primeira fase do 
projeto   
Nota: LCO2 – CO2 líquido 
Fonte: EQUINOR (2019b). 
 

O projeto de hidrogênio azul HyDEMO, da Equinor, faz parte do empreendimento Northern 
Light para o transporte e armazenamento do CO2 emitido, com início em 2026. Neste projeto, o 
gás natural será produzido em campos offshore na Noruega e transportado via gasoduto para a 
planta onshore Mongstad, na qual o hidrogênio produzido a partir da reforma a vapor do gás 
natural será fornecido para a indústria e o mercado marítimo. Como já comentado, o CO2 
resultante será transportado e armazenado pela Northern Lights (EIKAAS, 2019) (HAMBORG, 
2021). As fontes oficiais do HyDEMO não forneceram as distâncias percorridas pelo gás natural, 
apenas destacando os dutos como modal utilizado. 

Ainda sob o guarda-chuva do empreendimento Northern Lights, o projeto de hidrogênio azul 
H2morrow steel, conduzido pelas empresas Equinor, Open Grid Europe (OGE) e Thyssenkrupp Steel 
Europe (tkSE), pretende produzir H2, com captura e armazenamento de até 11 MtCO2 por ano, com 
previsão de início em 2030.  
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O gás natural utilizado na produção será transportado, via navio de GNL, da Noruega até uma 
planta de produção de hidrogênio azul na Alemanha, a fim de abastecer a usina siderúrgica 
Duisburg neste país. O CO2 emitido será capturado e liquefeito a aproximadamente -50°C, e será 
transportado por navios até um terminal de recebimento localizado na costa oeste da Noruega (a 
aproximadamente 1.150 km), para se locomover por mais 120 km por dutos (H2morrow, 2021) 
(THYSSENKRUPP, 2022).  

Outro projeto de hidrogênio azul está sendo desenvolvido pela empresa Preem, que almeja 
instalar uma planta em grande escala, até 2025, para a captura e o transporte do CO2 produzido 
pela unidade de produção de hidrogênio das Refinarias Preemraff Lysekil e Preemraff Gothenburg. 
Por meio do empreendimento intitulado Preem CCS, o CO2 capturado e liquefeito será 
transportado até o porto em tanques criogênicos (por ferrovia), quando capturado na própria 
refinaria da empresa, e em dutos, ao provir das empresas instaladas no próprio porto. O dióxido 
de carbono de ambas as fontes será temporariamente armazenado em Gotemburgo pela empresa 
CinfraCaps, até que possa ser alocado em depósitos porosos na subsuperfície do mar (REYES-LÚA, 
2021). 

Além das iniciativas citadas anteriormente, pode-se mencionar o Complexo Integrado 
Teesside Collective (Figura 20), coordenado pela Tees Valley Combined Authority, em parceria com 
cinco grandes empresas inglesas em Tees Valley, Hampshire – Inglaterra, com previsão de início 
em 2027. A meta do projeto Teesside é a produção de 1 GW de hidrogênio azul até 2030, com a 
captura e o transporte de CO2 oriundo das atividades industriais locais. Seu objetivo é utilizar a 
infraestrutura já existente de dutos, aumentando gradualmente sua extensão, e auxiliar a região a 
se tornar uma das primeiras zonas industriais europeias equipadas para o CCS. Dentre as parceiras 
do projeto Teesside Collective, a BOC Limited é a única que produz hidrogênio por meio do SMR, 
enquanto as demais fornecem o CO2 oriundo de outros processos industriais. Além das empresas 
do Grupo da Indústria (BOC Limited, CF Fertilisers, Lotte Chemical UK, Sembcorp e SABIC), outras 
menores também estarão conectadas aos dutos e contribuirão para o fornecimento de CO2 ao 
sistema (BOC, 2021) (TEES VALLEY, 2022). 

Conforme demonstrado na Figura 20, o Complexo de Tees Valley engloba diversas empresas, 
tais como: estocagem de óleo cru (crude oil storage) e de químicos (chemical storage), 
processamento de óleo (crude oil processing), geração de energia elétrica por biomassa (biomass 
power) e por resíduos (waste to energy), reforma de metano por vapor (steam methane reformer), 
dentre outras atividades industriais potencialmente geradoras de CO2. 
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Figura 20. Complexo Integrado Tees Valley. 
Fonte: adaptado de ICE (2017). 

 

Adicionalmente, pode-se destacar o projeto Porthos, que é um projeto de captura e 
transporte de CO2, a partir da atividade industrial de empresas da área do Porto de Roterdã, 
incluindo a emissão de CO2 de quatro plantas de produção de hidrogênio azul, com posterior 
armazenamento offshore. O transporte será feito através de um duto que atravessará toda a área 
do Porto, na qual as empresas lá instaladas disponibilizarão o CO2 oriundo de suas atividades. A 
previsão é que, no início, o projeto seja capaz de armazenar cerca de 2,5 MtCO2 por ano.  

O CO2 das empresas fornecedoras será transportado por aproximadamente 30 km por meio 
de dutos onshore e comprimido na Estação de Compressão Aziëweg. O dióxido de carbono será 
transportado via duto offshore até uma plataforma localizada a aproximadamente 20 km da costa, 
sendo então armazenado no reservatório de um campo de gás depletado situado a mais de 3 km 
de profundidade, no Mar do Norte. A Figura 21 ilustra, de forma simplificada, o caminho percorrido 
pelo CO2 do porto ao reservatório (PORTHOS, 2021) (IHS, 2021a) (IHS, 2021b).  
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Figura 21. Visão geral da logística do Porthos. 
Fonte: adaptado de PORTHOS (2021). 

 

Já no Porto Den Helder, na Holanda, prevê-se em 2027 o início de operação de uma planta 
de hidrogênio azul com captura e armazenamento de CO2 em Oostoever, Amsterdã. A existência 
de infraestrutura de gás natural no Porto, além de sua proximidade aos campos de gás natural do 
Mar do Norte oferecem vantagens estratégicas para a construção da planta. O projeto de Don 
Helder faz parte de uma iniciativa de um hub de hidrogênio azul chamada Hydroports, coordenada 
por um consórcio de empresas, como o próprio Porto, além de Groningen Seaports e o Porto de 
Amsterdam. (PORT OF DEN HELDER, 2020a) (SAFETY4SEA, 2020). 

Com relação ao projeto Japan CCS, em 2016, a empresa instalada no Porto de Tomakomai, 
Japão, iniciou um projeto de CCS com o objetivo de armazenar o CO2 produzido durante a 
fabricação de hidrogênio (por SMR) em sua refinaria. Após capturado e liquefeito, o CO2 era 
transportado por dutos onshore até dois pontos de injeção na costa japonesa: um a 3.025 m e outro 
a 4.346 m do local de produção de hidrogênio. Cada uma das instalações de estocagem 
transportava via dutos offshore e armazenava o CO2 em um reservatório diferente: a primeira no 
arenito da Formação Moebetsu (de 1.000 a 1.200 m de profundidade), e a segunda nas rochas 
vulcânicas da Formação Takinoue (de 2.400 a 3.000 m de profundidade), conforme mostrado na 
Figura 22 (JAPAN CSS, 2021). 
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Figura 22. Diagrama esquemático da Japan CCS. 
Fonte: adaptado de JAPAN CCS (2021). 

 

Em 2019, o projeto foi descontinuado após ter atingido a marca de 300.000 toneladas de CO2 
injetados. Atualmente, a Japan CCS ainda realiza monitoramentos das atividades sísmicas que 
ocorrem na região, a fim de estudar os possíveis impactos do armazenamento de CO2 nas dinâmicas 
terrestres locais, bem como do comportamento do CO2 injetado (JAPAN CSS, 2021). 

 

5.1.2. Empreendimentos de CCUS onshore 

 

Com relação aos projetos para estocagem de CCUS em terra, observou-se uma tendência 
similar aos projetos marítimos. Ao invés de realizar a estocagem em empreendimentos próprios ou 
dedicados, os produtores de H2 transportam o CO2 para formações maiores, que também recebem 
CO2

 de outros projetos. O número de projetos de produção de H2 associado ao CCUS onshore é 
menor em comparação àqueles apresentados na seção anterior, assim como é observada uma 
concentração regional de projetos na América do Norte, desconsiderando-se os projetos de 
produção de amônia.  

O primeiro a ser mencionado é projeto Quest, desenvolvido pela empresa Shell e iniciado em 
2015, que busca produzir hidrogênio para uso em atividades industriais. Localizado na cidade de 
Fort Saskatchewan, em Alberta, a instalação canadense tem por objetivo, além da produção de H2 
por SMR, a captura e o armazenamento do CO2 resultante (Figura 23).  
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Por meio de dutos onshore, o dióxido de carbono liquefeito é transportado por 
aproximadamente 80 km até os pontos de injeção, por meio dos quais é estocado a 2.000 metros 
de profundidade na camada mais profunda da Bacia Canadense Ocidental. A Shell estima que o 
potencial de armazenamento de CO2 na bacia canadense seja de aproximadamente 19.200 MtCO2 
(SHELL, 2010). 

 
Figura 23. Visão geral da logística do projeto QUEST. 
Fonte: adaptado de SHELL (2021). 

 

Ressalta-se também o projeto de CCS no Porto Arthur, Texas, EUA, iniciado em 2013, onde o 
CO2 é produzido por duas instalações de SMR dentro da Refinaria Valero. Este CO2 é capturado, 
liquefeito e transportado via dutos onshore, por 19 km, até o sistema de dutos Denbury's Green 
Pipeline, por onde segue por até 150 km para ser utilizado no processo de EOR nos campos West 
Hasting e Oyster Bayol (MIT, 2016). 

 

5.1.3. Projetos de Utilização de CO2 

 

Com relação aos projetos de utilização do carbono, destaca-se a sinergia entre o 
empreendimento de produção de H2 com aquele que utiliza o CO2. Tais projetos requerem 
considerável coordenação entre os planos de negócios, mas, apresentam ainda assim limitações 
quanto ao potencial total de captura de CO2.  

O primeiro projeto, desenvolvido pela Shell Philippines, em parceria com a Air Liquide 
Philippines, com início em 2021, consistiu em atividade de captura e utilização de carbono (CCU), 
dando ao CO2 oriundo da produção de hidrogênio na Refinaria Tabangao um destino sustentável 
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em aplicações industriais, tais como a venda a fabricantes de gelo seco e/ou refrigerantes. As fontes 
oficiais da Shell Philippines não divulgaram a tecnologia de reforma do gás utilizada (SHELL, 2020). 

Outro projeto localizado na Normandia, França, diz respeito a uma instalação de SMR 
operada pela empresa Air Liquide, que faz parte de um projeto de CCU desenvolvido em Porto 
Jerome. O CO2 é capturado durante a fabricação de hidrogênio, por processos criogênicos; após 
liquefeito e purificado, até ser classificado como próprio para utilização na indústria alimentícia, o 
CO2 é transportado por rodovia até clientes da Air Liquide. Tais clientes são principalmente 
produtores agrícolas, indústria agroalimentar (para congelamento, embalagem ou carbonatação) 
e grandes distribuidores (transporte e manutenção da cadeia de produtos congelados) (AIR 
LIQUIDE, 2021). 

Por último, pode-se citar o projeto OCAP (Organic CO2 for Assimilation in Plants), que consiste 
na captura e no uso de CO2 que opera no Porto de Roterdã, e tem como objetivo a coleta de dióxido 
de carbono produzido pela produção de hidrogênio na área de Botlek e outras atividades 
industriais que ocorrem no porto, sua distribuição (via duto onshore) e uso em estufas de produção 
agrícola nas regiões próximas (OCAP, 2018) (OCAP, 2021). A quantidade de CO2 provido pela OCAP 
é pequena, suprindo apenas a demanda no pico da necessidade dos produtores (no verão), que 
compram o CO2 da OCAP (ROS, 2014). 

 

5.1.4. Síntese Geral dos Projetos Internacionais 

 

A Tabela 4 sintetiza as informações coletadas referentes à questão logística dos projetos 
estudados. Em linhas gerais, não foi encontrado nenhum projeto no qual a produção de H2 por 
reforma do metano (SMR) ocorre offshore. Tal fato caracteriza como inovadora a proposta desta 
Nota Técnica de realizar o aproveitamento de plataformas para instalação de unidades de 
produção de H2 no mar, de modo a facilitar o acesso à matéria-prima (gás natural do pré-sal), assim 
como a destinação do CO2 em formações offshore. 
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Tabela 4. Aspectos logísticos dos projetos internacionais e dos estudos de caso da nota 

Projeto Instalação 
de SMR 

Meio de 
Transporte 

Distância* Destinação do CO2 

HyDEMO Onshore Dutos (onshore) e 
navios (offshore) 

120 km Armazenamento 
permanente em arenito 
offshore 
 

Preem CCS Onshore Tanques 
criogênicos 
(refinaria); 
Dutos (porto) 

450 km Armazenamento 
permanente em arenito 
offshore 

Quest Onshore Dutos (onshore) 80 km Armazenamento 
permanente em arenito 
onshore 

Port Arthur Onshore Dutos (onshore) 169 km EOR e posterior 
armazenamento 
permanente em arenito 
onshore 

Japan CCS 
(Tomakomai) 

Onshore Dutos (onshore e 
offshore) 

3 a 5 km Armazenamento 
permanente em arenito 
e rochas vulcânicas 
offshore 

H2morrow Onshore 
(ATR) 

Dutos e navios 
(offshore) 

1.270 km Armazenamento 
permanente em arenito 
offshore 

     Casos Propostos nesta Nota Técnica (Seção 6) 

Estudo de Caso 1 Onshore Dutos (onshore 
e offshore)  

215 km Armazenamento 
permanente offshore 

Estudo de Caso 2 Offshore Dutos (offshore) 50 km Armazenamento 
permanente formações 
rochosas offshore 

Nota: * Distâncias aproximadas entre o local de produção de H2 e CO2 ao local de estocagem 

Fonte: Elaboração própria a partir de EQUINOR (2019a), EQUINOR (2019b), HAMBORG (2021), EIKAAS 
(2019); REYES-LÚA (2021); SHELL (2010), MIT (2016), JAPAN CCS (2021); THYSSENKRUP (2022) e 
H2MORROW (2021). 

 

Por outro lado, observou-se uma predominância de projetos que utilizam a infraestrutura 
offshore para armazenamento geológico do CO2. Tanto os projetos offshore quanto os onshore 
utilizam-se do modelo de hubs, sendo que as necessidades logísticas incorporam apenas a conexão 
do CO2 produzido com as infraestruturas offshore existentes. A proposta de estudo de caso de 
produção de H2 aqui analisada se alinha com esta prática internacional. 

A Tabela 4 também mostra que tanto dutos quanto navios são os modais predominantes no 
transporte de CO2. O transporte por navios pode representar um ganho significativo para o 
transporte em longas distâncias offshore. No entanto, qualquer empreendimento necessitará de 
uma rede mínima de dutos para a injeção do CO2 na infraestrutura de armazenamento geológico.  
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6. Estudos de caso 
 

6.1. Introdução 
 

Este estudo de caso foi desenvolvido com o objetivo de estimar o custo de produção de 
hidrogênio pela rota tecnológica da reforma a vapor de gás natural com captura e armazenamento 
geológico de carbono em campos depletados. Assim, de acordo com as definições adotadas nesta 
Nota Técnica, o estudo de caso desenvolvido pode ser classificado como um estudo de CCS do CO2 
resultante do processo de reforma de gás natural. 

O estudo de caso desenvolvido considera dois cenários de produção de hidrogênio: um em 
ambiente onshore e outro, offshore. 

De modo a possibilitar a comparação entre os valores de custo dos empreendimentos de 
produção de hidrogênio azul e cinza em ambiente onshore, este estudo de caso assumiu as mesmas 
premissas utilizadas na Nota Técnica do Hidrogênio Cinza no que se refere à capacidade instalada, 
tecnologia e parâmetros financeiros da planta de produção de hidrogênio. Acrescentou-se, 
portanto, apenas a parte referente à captura, transporte e armazenamento do CO2 produzido no 
processo, sem considerar os equipamentos e as estimativas dos custos de utilização do CO2. 

Para o ambiente offshore assume-se que a planta de produção de hidrogênio utiliza a mesma 
tecnologia (SMR) com a mesma capacidade instalada e os mesmos parâmetros financeiros 
(impostos, taxas e TIR) do ambiente onshore. Outras premissas são assumidas tendo em vista as 
especificidades do ambiente onde a planta será instalada.  

Deve-se destacar que, embora no ambiente onshore a tecnologia de reforma a vapor já se 
encontre em um nível de maturidade considerável (estágio comercial), para o ambiente offshore, 
o desenvolvimento tecnológico ainda está em fase inicial (projeto de demonstração). Assim, para 
este estudo de caso em ambiente offshore, algumas das premissas consideradas baseiam-se em 
informações de estudos de caso da literatura ou na adequação de informações do ambiente 
onshore para o offshore. 

Destaca-se ainda que este estudo de caso tem como premissa a produção de hidrogênio azul 
que substitua 100% do gás natural para uma demanda energética de 9,4 Gcal, considerando o 
poder calorífico superior do hidrogênio igual a 2.796 kcal/m3. A vazão de hidrogênio necessária 
para suprir essa demanda energética é de 3,36 milhões de m3/dia (276,7 ton/dia)8 de hidrogênio 
obtido a partir da reforma a vapor de uma vazão de 1,28 milhão de m3/dia de gás natural9. 

É importante citar que vários cenários relacionados ao modal de transporte e de local de 
armazenamento do CO2 poderiam ser estudados tanto para produção onshore como offshore. 
Entretanto, para este estudo, definiu-se que a produção de hidrogênio em ambiente onshore será 
instalada no município de Cubatão/SP e o CO2 será transportado via dutos existentes até o Campo 
de Merluza, onde será feito seu armazenamento geológico. Quanto ao ambiente offshore, o 
hidrogênio será produzido em um campo de petróleo e/ou gás natural na Bacia de Santos, na área 
do Pré-Sal e, o CO2 transportado por dutos até a um campo depletado próximo, onde será 
armazenado.  

                                                      
8 Assumindo a massa específica do hidrogênio igual a 0,08235 kg/m3. 
9 Assumindo a produtividade específica de 217,8 t H2/MMm3

 de gás natural reportada na Nota Técnica do Hidrogênio 
Cinza. 
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Também é importante citar que a definição da localização da planta de produção de 
hidrogênio e de armazenamento geológico, tanto no ambiente onshore como offshore, considerou 
a possibilidade do aproveitamento de infraestruturas existentes com o objetivo de reduzir o valor 
do CAPEX necessário.  

Em relação à qualidade do gás natural, tanto no ambiente onshore como offshore, foi 
considerado que este é composto de metano puro na corrente de entrada da planta de reforma de 
gás natural. Para a determinação do custo de produção do hidrogênio azul, relacionado às 
capacidades instaladas estudadas na Nota Técnica do Hidrogênio Cinza, foi necessário estimar os 
custos de capital (CAPEX) e operacionais (OPEX) das unidades de captura, transporte e 
armazenamento de CO2 em função da capacidade da planta de produção do hidrogênio. Em relação 
ao custo da planta de produção do hidrogênio, é assumido que, para o ambiente onshore este é o 
mesmo que o estimado na Nota Técnica de Hidrogênio Cinza; quanto ao ambiente offshore, o valor 
do CAPEX da planta de produção de H2 foi multiplicado por um fator igual a 2 (Turton et al., 2012). 

A estimativa do CAPEX da planta de captura e do sistema de transporte do CO2, desde o ponto 
de produção até o seu armazenamento, foi realizada utilizando-se os valores de literatura. Para 
cada uma das fases, os valores de CAPEX identificados foram atualizados para as capacidades 
estudadas, bem como para o ano de 2020.  

Quanto aos valores de OPEX e custo de abandono (ABEX), estes são estimados como uma 
percentagem em relação ao CAPEX. Destaca-se que estas percentagens foram estimadas 
considerando a experiência dos autores em atualizações (upgrade) de plantas industriais.  

Destaca-se ainda, que dentro da Matriz de Classificação de Estimativa de Custos para 
Processos Industriais (AACE®️ International Recommended Practices), os valores do estudo de caso 
podem ser classificados na Classe 5 com margem de incerteza de ‐20% a ‐50% e de +30% a +100%, 
dada a complexidade tecnológica do estudo de caso, o uso de informações de referência, os riscos 
envolvidos e, principalmente devido à maturidade técnica da tecnologia de armazenamento 
geológico em campos depletados estar no TRL 7 (demonstração em protótipo) conforme BUI et al. 
(2018). 

 

6.2. Ambiente onshore 
 

No ambiente onshore, além das premissas assumidas no Estudo de Caso da Nota Técnica do 
Hidrogênio Cinza, assume-se também as seguintes premissas adicionais: 

 Tecnologia para captura de CO2: Absorção de CO2 em MEA (Monoetanolamina). 

 Tecnologia de purificação de hidrogênio: PSA. 

 Localização da planta de reforma de gás natural: Município de Cubatão/SP. 

 Armazenamento de CO2: Reservatórios no Campo de Merluza. 

 Transporte de CO2: Dutos existentes que foram utilizados para escoar a produção do 
Campo de Merluza até Cubatão. 

 Matéria-prima: Gás natural proveniente da malha de transporte. 

 A planta produz toda energia elétrica que necessita sem geração de excedentes. 

É premissa também neste estudo que o duto que transportará o CO2, desde o ponto de 
captura até o ponto de injeção no reservatório, possui vida útil suficiente para suportar este 
projeto. 
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Uma breve justificativa de cada premissa assumida é feita nos itens que apresentam os custos 
de produção do H2, captura, transporte e armazenamento de CO2. 

 

6.2.1. Custo de produção do H2 

 

A metodologia e os parâmetros utilizados no estudo econômico de produção de hidrogênio 
azul onshore correspondem a quatro cenários de capacidades de produção equivalentes a 20, 100, 
500 e 1.000 toneladas/dia. Os parâmetros utilizados e os resultados são apresentados na Tabela 5 
e na Tabela 6, respectivamente. Os custos de produção do hidrogênio são apresentados em função 
da capacidade de produção da planta e do preço do gás natural. 

Destaca-se que os valores das Tabelas 5 e 6 são os provenientes da Nota Técnica do 
Hidrogênio Cinza uma vez que um dos objetivos do estudo de caso deste presente trabalho é o de 
identificar a magnitude do custo de captura, transporte e do armazenamento geológico do CO2 em 
relação à produção do hidrogênio cinza. 

 

Tabela 5. Parâmetros utilizados no fluxo de caixa descontado (simplificado) para a unidade SMR  

Parâmetro Unidade Valor 

Gás natural como matéria prima ton/h 26,2 

Gás natural como combustível ton/h 4,3 

Gás Natural total ton/h 30,5 

Duração do Projeto Anos 30 

Tempo de Construção Anos 3 

Vida útil do Projeto Anos 25 

Desembolso 
     1º ano 
     2º ano 
     3º ano 

% 

 
20 
45 
35% 

Produtividade específica de H2 t H2/MMm³ de gás natural 217,8 

Custo do gás natural  US$/MMBtu 4; 6; 8; 10; 12 

CAPEX  

     20 ton H2/dia 
     100 ton H2/dia 
     500 ton H2/dia 
     1.000 ton H2/dia 

MMUS$ 
 

 
25,6 
89,7 
314,2 
539,1 

OPEX  % do CAPEX a.a. 4,7 

Fonte: EPE (2021b) 
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Tabela 6. Custos de produção de H2 em relação à capacidade da planta e ao preço do gás natural  

Fonte: Adaptado de EPE (2021b) 

 

6.2.2. Custo de captura do CO2 

 

A tecnologia utilizada para a captura de CO2 é o de absorção em monoetanolamima (MEA). 
A configuração conceitual da unidade de produção de hidrogênio e captura de CO2 é a apresentada 
na Figura 24. A configuração foi definida por apresentar alta eficiência de captura de CO2 (90%) e 
o hidrogênio resultante ser de alta pureza (99,9%), conforme mostra Collodi et al. (2017).  

 

 
Figura 24. Diagrama de fluxo simplificado do processo de produção de hidrogênio e captura de CO2 
Fonte: Elaboração própria a partir de IEAGHG (2017). 

 

Os valores de CAPEX e OPEX determinados para cada capacidade instalada consideraram as 
unidades de absorção de CO2 em MEA (captura), desumidificação e compressão. Eles foram obtidos 
a partir dos valores do estudo de caso reportado no IEAGHG (2017), corrigidos para a 
temporalidade e capacidade instalada utilizando as equações e fatores de correção recomendados 
pela EPE (2018). Quanto ao OPEX, segundo o mesmo estudo, o custo fixo anual representa 1,5% do 
total do CAPEX e os custos variáveis 1%. A Tabela 7 apresenta os parâmetros utilizados para compor 
o custo de captura de CO2 neste estudo. 

 

 

 

 

 

Capacidades da planta 
(ton H2/dia) 

Preços do gás natural (US$/MMBtu)  
4 6 8 10 12 

20  13,08   16,09   19,10   22,11   25,12  
Custos do H2 

(US$/MMBtu) 
100  10,96   13,98   16,99   20,00   23,01  
500  9,48   12,50   15,51   18,52   21,53  
1.000  8,99   12,00   15,02   18,03   21,04  

Planta de 
Desidratação e 
Compressão de 

CO2 

 

Retorno de água de resfriamento 
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Tabela 7. Parâmetros do fluxo de caixa descontado (simplificado) para a unidade captura de CO2  

Parâmetro Unidade Valor 

Produção específica de CO2 t CO2/t H2 8,9 

Eficiência de remoção de CO2 % 90 

Captura específica de CO2 tCO2/t H2 8,0 

CAPEX  

Produção de H2                                     CO2 capturado 
  

 
     20 ton H2/dia                                   160 ton CO2/dia 
     100 ton H2/dia                                  801 ton CO2/dia 
     500 ton H2/dia                               4.020 ton CO2/dia 
     1.000 ton H2/dia                            8.010 ton CO2/dia 

MMUS$ 128,6 
337,8 
887,4 
1.345,0 

OPEX 
Manutenção 

 
% do CAPEX a.a. 

 
1,5 

Produtos químicos, catalisador etc.  % do CAPEX a.a. 1,0 

ABEX - Custo de abandono % do CAPEX 5 

Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 

Fonte: Elaboração própria a partir de: IEAGHG (2017); EPE (2018) e EPE (2021b). 

 

6.2.3. Custo de transporte do CO2 

 

Neste estudo de caso é assumido como premissa que o gasoduto para transporte de CO2 
pode, em grande medida, ser planejado e construído da mesma forma que os gasodutos de 
transporte de gás natural. Essa hipótese pode ser aplicada tanto a dutos onshore como offshore, 
entretanto, cuidados com os teores de umidade são de suma importância, uma vez que o CO2 pode 
ser altamente corrosivo em presença de água.  

Assim, partindo-se da premissa que é possível utilizar um gasoduto que transporta gás 
natural para transportar CO2, definiu-se que o transporte do CO2 ocorrerá desde o ponto de 
produção (Município de Cubatão) até o ponto de armazenamento (Campo de Merluza). 
Considerou-se, ainda, as informações discutidas no capítulo de logística para a estimativa do custo 
de transporte do CO2 neste estudo. Portanto, foi previsto que no gasoduto que transportará o CO2 
até Merluza seja instalada uma estação de compressão antes de o duto entrar no ambiente 
offshore com o objetivo de manter o CO2 no estado denso. Esse gasoduto possui 16 polegadas de 
diâmetro e comprimento de 186,5 km em meio marinho e 28,5 km em meio terrestre. 

Segundo estudo do Global CCS Institute (2011), um gasoduto com as características do 
gasoduto de Merluza tem capacidade de transportar, no máximo, 2,5 MtCO2 por ano. Nesse 
estudo, a vazão máxima anual de CO2 a ser transportada, considerando o cenário de produção de 
hidrogênio de 1.000 ton/dia, é de 2,63 MtCO2/ano. Entretanto, se considerado o fator operacional 
da planta de 0,85, esta vazão atinge no máximo 2,24 MtCO2/ano, dentro da capacidade máxima do 
duto selecionado.  

Na estimativa do CAPEX é considerada uma parcela de investimentos para verificação da 
integridade do duto e readequação do mesmo para o transporte de CO2 como, por exemplo, a 
instalação de uma unidade de compressão, mudança da instrumentação de controle dentre outras. 
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A estimativa considera o custo de aquisição e instalação de um sistema de compressão e um 
valor de contingência para adequações, que representa 30% do valor do CAPEX de um gasoduto 
novo. Para tanto se utilizarão informações do CAPEX das rotas 5a e 5b, que constam do Plano 
Indicativo de Escoamento e Processamento de Gás Natural da EPE de 2019 – PIPE 2019 (EPE, 2019). 
A justificativa para utilizar informações de CAPEX dos dutos previstos para as rotas 5a e 5b reside 
nas similaridades existentes quanto ao diâmetro e à extensão destes dutos, quando comparados 
com o duto existente, que liga Cubatão à Merluza. 

Segundo dados da EPE (2019), o valor do CAPEX médio das rotas 5a e 5b, corrigidos do ano 
de 2019 para o ano de 2020, é de 3,23 milhões de dólares/km de duto10. Quanto à unidade de 
compressão, é utilizado o custo da unidade de compressão reportado em IEAGHG (2017) como 
base, cujo valor em Euros foi corrigido pelo fator escala correspondente para cada cenário 
estudado e temporalmente do ano de 2017 para o ano de 2020. 

Quanto ao OPEX anual, KNOOPE et al. (2014) estimaram que seu valor é de 5,5% do CAPEX. 
Tendo em vista que o OPEX é apresentado como proporção do valor do CAPEX de uma instalação 
nova, então, a base de cálculo será o valor de CAPEX de um duto novo com 215 km de extensão, 
tendo como base o CAPEX (U$S/km) das rotas 5a e 5b. É considerado ainda 5% deste mesmo CAPEX 
para a fase de abandono das operações. A Tabela 8 apresenta os valores utilizados para calcular o 
custo de transporte do CO2 a ser armazenado no Campo de Merluza. 

 

Tabela 8. Parâmetros do fluxo de caixa descontado (simplificado) referente ao transporte de CO2 

Parâmetro Unidade Valor 

CAPEX 

Para transporte de até 2,5 MtCO2 anual 
MMUS$  

208,3 
OPEX 
OPEX (a referência é o CAPEX de um duto novo) 

% do CAPEX a.a.  
5,5 

ABEX 
Custo de abandono  

% do CAPEX  
5 

Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 

Fonte: Elaboração própria a partir de EPE (2019), IEAGHG (2017) e KNOOPE et al. (2014). 

 

6.2.4. Custo de armazenamento 

 

O armazenamento do CO2 será feito no Campo de Merluza, que possui uma única plataforma 
(PMLZ-1) e encontra-se em uma lâmina d’água de 131 metros. Seu sistema de coleta interliga 
quatro poços direcionais que, juntos, têm capacidade de armazenamento de aproximadamente 50 
MtCO2 (CIOTTA & TASSINARI, 2020). A capacidade de armazenamento da área selecionada está 
acima da necessidade da planta de produção de hidrogênio.  

                                                      
10 Os valores do investimento em R$ cuja data base EPE era 2019, foram corrigidos para o ano de 2020 aplicando-se o 
índice CEPCI. Após a correção temporal foi realizada a conversão de moeda de R$ para dólar, ano base 2020. Na 
conversão foi utilizado um valor médio anual do dólar. 1 US$ = R$ 5,24  
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Cálculos estimativos, considerando apenas as quantidades a serem injetadas, indicam que a 
área selecionada é capaz de armazenar CO2 durante 60 anos, até atingir sua capacidade máxima 
considerando a produção de hidrogênio que atenda à demanda de 9,4 Gcal de energia 
(aproximadamente 795 mil ton de CO2/ano) e de 22 anos para a capacidade máxima de produção 
de hidrogênio de 1.000 ton/dia. 

Somado à viabilidade técnica, à capacidade de armazenamento de CO2 do campo de Merluza 
e à existência de um duto que liga o campo ao município de Cubatão, os fatos de o campo estar 
operando desde 1993 e o operador ter hibernado o campo para uma avaliação quanto à 
continuidade de sua operação foram os pontos que corroboraram para a escolha do Campo de 
Merluza para o armazenamento do CO2 neste estudo de caso (PETROBRAS, 2020). 

Na composição do valor do CAPEX é previsto um investimento inicial de 20%11 do custo de 
uma unidade flutuante de armazenamento e transferência (em inglês, floating production storage 
and offloading - FPSO). Esse valor será empregado para avaliar e identificar as readequações 
necessárias dos sistemas subsea e topside, bem como implementar as modificações necessárias. 
Quanto ao OPEX, este será da ordem de 5% do CAPEX. O valor previsto para OPEX também será 
utilizado para o monitoramento periódico da área de armazenamento com o objetivo de identificar 
e controlar possíveis vazamentos (IEAGHG, 2011). É previsto também 10% desse mesmo CAPEX 
para o descomissionamento. A Tabela 9 apresenta os valores utilizados para o estudo econômico 
(IEAGHG, 2011).  

 

Tabela 9. Parâmetros do fluxo de caixa descontado (simplificado) para o 
armazenamento de CO2  

Parâmetro Unidade Valor 

CAPEX 
Para armazenamento de até 2,5 MtCO2 anual 

MMUS$ 
160,0 

OPEX % do CAPEX a.a. 5 

Custo de abandono % do CAPEX 10 

Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria a partir de IEAGHG (2011); EPE (2018). 
  

 

6.2.5. Estimativa do custo do hidrogênio azul em ambiente onshore 

 

A partir das informações apresentadas na Tabela 5, na Tabela 7, na Tabela 8 e na Tabela 9, é 
estimado o custo de produção do H2 azul utilizando fluxo de caixa descontado. O custo de produção 
do H2 azul foi calculado em função da capacidade da planta e do preço do gás natural. Os resultados 
obtidos são apresentados na Tabela 10. Destaca-se que sobre os valores apresentados nesta tabela, 
além dos custos de produção do hidrogênio, incidem também os custos referentes aos impostos 
(IR e CSLL). 

 

                                                      
11 Valor estimado de uma plataforma FPSO igual a 800 milhões de dólares com capacidade acima de 250 mil barris por 
dia (MUSPRATT, 2018).  
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Ressalta-se que, igualmente à Nota Técnica do Hidrogênio Cinza, na composição do custo do 
hidrogênio azul não foi contabilizado nenhum custo referente à logística do hidrogênio produzido, 
ou seja, o valor estimado considera apenas o custo de produção do hidrogênio e os custos relativos 
à captura, ao transporte e ao armazenamento do CO2 resultante do processo. 

 

Tabela 10. Custos de H2 Azul em relação à capacidade da planta onshore e ao preço do gás natural  

Capacidade da planta 
(ton H2/dia) 

Preço do gás natural (US$/MMBtu)  

6 8 10 12  

20 263,64 267,06 270,46 273,87 

Custo do H2 
(US$/MMBtu) 

100 61,72 65,13 68,53 71,94 

500 28,02 31,42 34,83 38,24 

1.000 22,46 25,87 29,27 32,68 
Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria. 

 

6.3. Ambiente offshore 
 

O estudo de caso aqui proposto tem como objetivo estimar o custo de produção de 
hidrogênio azul em ambiente offshore com armazenamento de CO2, em ativos já existentes que 
reinjetam gás natural e não estão planejados para serem desativados no curto prazo. Sendo assim, 
é possível criar também oportunidades para aproveitar investimentos já realizados com um novo 
fluxo de negócios para as operadoras, pois constrói uma cadeia de fornecimento de energia 
alternativa e adia os custos de descomissionamento de plataformas de produção. 

De maneira similar ao ambiente onshore, a definição do local onde a planta de produção de 
hidrogênio azul será instalada é fortemente dependente da disponibilidade de matéria-prima e do 
local onde o CO2 será armazenado. Assim, considerando a alternativa de monetização do gás 
natural produzido no pré-sal através de hidrogênio azul, nesse estudo é definido que a planta de 
produção de hidrogênio estará localizada na Bacia de Santos. Já, o CO2 produzido será armazenado 
em campos depletados da mesma bacia em uma distância de, aproximadamente, 50 km em relação 
ao local de produção do H2.  

Destaca-se que as premissas do projeto conceitual da planta offshore são as mesmas do 
ambiente onshore no que se refere à reforma do gás natural, purificação do hidrogênio produzido, 
captura do CO2, compressão, desumidificação, produção e consumo de energia elétrica. 

Ressalta-se que o gás natural a ser processado tem qualidade similar ao gás natural 
distribuído e comercializado no ambiente onshore uma vez que, o padrão de qualidade do gás 
natural é diretamente proporcional à eficiência do processo de reforma. Em decorrência disso, o 
gás natural in natura deve ser, obrigatoriamente, processado em ambiente offshore para adequá-
lo à qualidade necessária. Considerou-se que o preço do gás natural processado no ambiente 
offshore será equivalente ao preço do gás natural no caso onshore12.  

                                                      
12 Embora se considere que o processamento offshore de gás tenha maior custo em relação às operações deste tipo 
em terra, não se fazem necessários os custos de escoamento do gás natural. No entanto o processamento em terra 
considera os custos relativos ao escoamento do gás natural até a unidade de processamento. Assim, de forma a 
simplificar o estudo de caso, considerou-se que estes fatores se compensam. 
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6.3.1. Custo de captura do CO2 

 

Os cenários de produção de hidrogênio offshore são os mesmos utilizados no ambiente 
onshore, equivalentes a 20, 100, 500 e 1.000 toneladas/dia. A estimativa do CAPEX para cada 
cenário de produção de H2 em ambiente offshore é feita utilizando os mesmos valores do ambiente 
onshore, multiplicando por um fator igual a 2 (Turton et al., 2012)13.  

A este valor é somada a quantidade necessária para desmobilizar uma parte dos 
equipamentos existentes na plataforma, e outro para readequação ou substituição dos dispositivos 
topside. Para tanto é previsto um montante de 15% em relação ao valor do CAPEX da planta de 
produção de hidrogênio. É previsto ainda 5% do investimento de um ativo novo para cobrir os 
custos do abandono.  

Quanto ao valor de OPEX anual, este é estimado em 7% em relação ao CAPEX. Enfatiza-se 
que, na composição dos custos, o gás natural é um custo variável e, portanto, contabilizado 
somente no OPEX variável.  

Assume-se ainda que o gás natural utilizado no processo de reforma possui qualidade similar 
ao gás natural canalizado. Assim, a eficiência do processo de produção de hidrogênio e a 
quantidade de CO2 resultante não são afetadas pelas variações de composição do gás natural in 
natura do pré-sal. Quanto às premissas financeiras, estas são as mesmas que as assumidas na Nota 
Técnica do Hidrogênio Cinza e no Estudo de Caso em Ambiente Onshore descrito anteriormente.  

A Tabela 11 apresenta os parâmetros e os valores utilizados na estimativa do custo de 
produção de hidrogênio azul no ambiente offshore. 

  

                                                      
13 Validado em comunicação privada dos Eng. Naval Dr. Daniel Prata e do Prof. Dr. Kazuo Nishimoto, ambos da Escola 
Politécnica da Universidade de São Paulo. 
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Tabela 11. Parâmetros do fluxo de caixa descontado (simplificado) para a unidade SMR 
offshore  

Parâmetro Unidade Valor 

Gás natural como matéria prima ton/h 26,2 

Gás natural como combustível ton/h 4,3 

Gás Natural total ton/h 30,5 

Duração do Projeto  anos 30  

Tempo de Construção  anos 3 

Vida útil do Projeto  anos  25 

Desembolso 
     1º ano 
     2º ano 
     3º ano 

%  
20 
45 
35 

Produtividade específica de H2  t H2/MMm³ de gás 
natural 

217,8 

Custo do gás natural US$/MMBtu 6; 8; 10; 12 

CAPEX 
     20 ton H2/dia                                                                                                                                    
     100 ton H2/dia 
     500 ton H2/dia 
     1.000 ton H2/dia 

 
MMUS$ 

 
58,9 
206,3 
722,6 
1239,9 
 

OPEX  
sem considerar o custo do gás natural 

% do CAPEX a.a. 
7 

ABEX 
Custo de abandono  

% do CAPEX  
5 

Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria com base em EPE (2021b); TURTON et al. (2012). 
 

 

6.3.2. Custo de captura do CO2 

 

A tecnologia utilizada para captura do CO2 no ambiente offshore é a mesma que a do 
ambiente onshore e, o custo de captura é estimado considerando as mesmas premissas assumidas 
no estudo de caso em ambiente onshore, diferenciando-se apenas na estimativa do CAPEX e OPEX. 
Igualmente à estimativa para a planta de produção de hidrogênio, o valor de CAPEX em função da 
capacidade instalada é multiplicado por um fator de 2 (Turton et al., 2012). A Tabela 12 apresenta 
os parâmetros utilizados para estimar o custo de captura de CO2 deste estudo.  
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Tabela 12. Parâmetros do fluxo de caixa descontado (simplificado) para a unidade captura de 
CO2 

Parâmetro Unidade Valor 

CAPEX 
Produção de H2                                                     CO2 Capturado 
     20 ton H2/dia                                          160 tCO2/dia 
     100 ton H2/dia                                        801 tCO2/dia 
     500 ton H2/dia                                    4.020 tCO2/dia 
     1.000 ton H2/dia                                8.010 tCO2/dia 

 
 
 
MMUS$ 

 
257,3 
675,7 
1.774,8 
2.690,1 

 
OPEX anual  
OPEX manutenção  

 
 
% do CAPEX a.a. 

 
 
1,5 

OPEX - químico, catalisador, etc. % do CAPEX a.a. 1,0 

Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria a partir de IEAGHG (2017); EPE (2018); EPE (2021b) e TURTON et al. 
(2012). 

 

O valor de CAPEX envolve os custos de: equipamentos (captura, desumidificação e 
compressão), construção, serviços de EPC14, contingência de projeto e outros custos. Quanto ao 
OPEX, o custo de manutenção anual representa 1,5% do total do CAPEX e os custos variáveis 
representam 1%. 

 

6.3.3. Custo de transporte do CO2 

 

Estima-se que o CO2 será transportado até um campo depletado na Bacia de Santos e que a 
distância entre o ponto de produção de CO2 até o local de armazenamento é da ordem de 50 km. 
É assumido ainda que não há infraestrutura disponível para uso do CO2. Assim, foram avaliadas 2 
alternativas para o transporte de aproximadamente 2,63 MtCO2 por ano. A primeira é via dutos e 
a segunda, via navios.  

Segundo o relatório IEAGHG (2011), que compara o custo do transporte entre os modais duto 
e navios para distâncias de 180, 500, 750 e 1.500 km e de 20MtCO2/ano, os resultados indicam que 
os dutos são a alternativa de menor custo nas três primeiras distâncias, enquanto os navios indicam 
viabilidade financeira para distâncias a partir de 1.500 km.  

Assim, considerando os resultados do IEAGHG (2011) e as condições de contorno deste 
estudo (distância e quantidade a ser transportada), neste último opta-se por transportar o CO2 via 
dutos. A estimativa do CAPEX considerará as características de um duto similar ao duto da rota 6a 
do PIPE 2019, que possui aproximadamente 120 km de comprimento e diâmetro de 14 pol. A 
justificativa da escolha do duto baseou-se no diâmetro do duto, uma vez que, a distância a ser 
percorrida é de 50 km, não caracterizando como prioritário o uso de grandes diâmetros para 
minimizar a perda de pressão ao longo do transporte e, por esse motivo, não será necessária a 
instalação de unidades de compressão ao longo do trajeto.  

                                                      
14 EPC (Engineering – Procurement – Construction) engloba serviço de projeto (planejamento), suprimentos e 
construção de um empreendimento.  
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O valor do CAPEX é estimado a partir dos valores apresentados no PIPE 2019. A partir do 
CAPEX do duto da rota 6a, é calculado o custo específico por quilômetro e este é multiplicado pela 
extensão prevista para transportar o CO2 (3,86 milhões de dólares por km). A Tabela 13 apresenta 
os parâmetros utilizados no estudo econômico. Quanto ao OPEX anual, este é estimado em 5,5% 
do CAPEX do projeto. Está previsto também 10% do valor do CAPEX para custear o abandono no 
final das operações. 

 

Tabela 13. Parâmetros do fluxo de caixa descontado (simplificado) para o transporte de CO2 

Parâmetro Unidade Valor 

CAPEX 
Para transportar de até 2,5 MtCO2 anual 

 
MMUS$ 

 
193,1 

OPEX 
OPEX  

 
% do CAPEX a.a. 

 
 
5,5  

ABEX 
Custo de abandono 

 
% do CAPEX 

 
10 

Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria a partir de EPE (2019), IEAGHG (2017) e KNOOPE et al. (2014). 

 

6.3.4. Custo de armazenamento 

 

Hipoteticamente é previsto o armazenamento do CO2 produzido em um campo depletado na 
Bacia de Santos e, com exceção da localização, são assumidas as mesmas premissas do estudo em 
ambiente onshore. Assim, a Tabela 14 apresenta os parâmetros utilizados para estimativa do custo 
de armazenamento de CO2 na Bacia de Santos. A razão para a utilização das mesmas premissas 
assumidas no caso onshore deve-se ao fato de ser necessário um maior nível de conhecimento 
sobre a capacidade de armazenamento geológico em áreas offshore.  

 

Tabela 14. Parâmetros utilizados no fluxo de caixa descontado (simplificado) para o 
armazenamento de CO2. 

Parâmetro Unidade Valor 

CAPEX 
Para armazenamento de até 2,5 MtCO2 anual 

 
MMUS$ 

 
160,0 

OPEX 
OPEX  

 
% do CAPEX a.a. 

 
5 

ABEX 
Custo de abandono (% do CAPEX) 

 
% do CAPEX 

 
10 

Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria a partir de IEAGHG (2011); EPE (2018). 
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6.3.5. Estimativa do custo do hidrogênio azul em ambiente offshore 

 

A partir das informações apresentadas na Tabela 11, na Tabela 12, na Tabela 13 e na Tabela 
14 é estimado o custo de produção do H2 azul utilizando-se fluxo de caixa descontado. O custo de 
produção do H2 foi calculado em função da capacidade da planta e do preço do gás natural. Os 
resultados obtidos são apresentados na Tabela 15. Destaca-se que os valores apresentados na 
Tabela 15, além dos custos de produção do hidrogênio, consideram também os valores referentes 
aos impostos incidentes (IR e CSLL). Igualmente ao estudo de caso da Nota Técnica do Hidrogênio 
Cinza (EPE, 2022), os custos referentes ao transporte e logística do hidrogênio produzido não foram 
considerados neste estudo. Considerações sobre estes custos são apresentados no capítulo de 
logística da Nota Técnica do Hidrogênio Cinza. 

 

Tabela 15. Custos de H2 Azul em relação à capacidade da planta offshore e ao preço do gás 
natural 

Capacidade da planta 
(ton H2/dia) 

Preço do gás natural (US$/MMBtu)  

6 8 10 12  

20 239,91 243,32 246,72 250,13 

Custo do H2 
(US$/MMBtu) 

100 84,53 87,94 91,35 94,76 

500 41,56 49,97 48,38 51,78 

1.000 33,21 36,72 40,13 43,53 
Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria. 
 

6.4. Considerações Finais sobre os Estudos de Caso 
 

A análise dos resultados do estudo de caso indica que o preço do hidrogênio azul é mais 
sensível à capacidade instalada de sua cadeia de valor do que ao custo do gás natural, 
independente do ambiente de produção ser onshore ou offshore. A influência do custo de CCS no 
preço final do hidrogênio azul é maior quando há diferenças entre a capacidade instalada para 
transporte e armazenamento. Tais situações podem ser mitigadas quando ocorre o 
aproveitamento de infraestrutura para transporte e armazenamento existentes.  

É relevante destacar que essa característica do hidrogênio azul difere do comportamento do 
hidrogênio cinza, no qual foi observada uma maior influência do preço do gás que da capacidade 
da planta. Enquanto o hidrogênio cinza utiliza uma tecnologia madura e já bem estabelecida no 
mercado, o hidrogênio azul utiliza unidades de CCUS que ainda apresentam custos elevados 
(devido à menor maturidade tecnológica) de modo que acabam tendo maior influência no custo 
final do hidrogênio azul produzido. 

O estudo de caso apresentado prevê a utilização de ativos existentes para transporte e 
armazenamento, cujos investimentos iniciais e custos operacionais são proporcionais à capacidade 
instalada. Esta opção afeta sensivelmente o preço do hidrogênio quando a planta de produção é 
de pequeno porte, o que fica evidente quando se compara os resultados dos cenários de 20 e 100 
ton/dia de hidrogênio. 
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Estes resultados indicam que clusters industriais de captura de CO2 e hubs para transporte e 
armazenamento podem auxiliar na viabilidade econômica e competitividade do hidrogênio azul. 
Assim como discutido na seção de logística, o compartilhamento de estruturas reduz custo de 
investimento e operacionais ou acarreta receitas adicionais.  

Os estudos de caso onshore e offshore desta nota indicaram que o preço do hidrogênio azul 
é muito mais sensível à escala de produção do que ao custo do gás natural. Com o intuito de avaliar 
estratégias que melhorem a viabilidade da produção de hidrogênio em ambiente onshore, 
verificou-se o impacto da venda dos créditos de carbono para os cenários de 25, 50 e 100 dólares 
o preço da tonelada de carbono. A Tabela 16, a Tabela 17 e a Tabela 18 apresentam uma estimativa 
dos preços do hidrogênio azul, considerando a venda do crédito do carbono capturado. 

 

Tabela 16. Preço do H2 azul com venda do crédito do carbono ($25/t CO2) em função do preço 
do gás natural e da capacidade da planta onshore  

Capacidade da planta 
(ton H2/dia) 

Preço do gás natural (US$/MMBtu)  

6 8 10 12  

20 261,73 265,06 268,47 271,88 

Custo do H2 
(US$/MMBtu) 

100 59,73 63,13 66,59 69,96 

500 26,03 29,43 33,24 36,25 

1000 20,47 23,87 27,28 30,69 
Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria. 

 

Tabela 17. Preço do H2 azul com venda do crédito do carbono ($50/t CO2) em função do preço 
do gás natural e da capacidade da planta onshore  

Capacidade da planta 
(ton H2/dia) 

Preço do gás natural (US$/MMBtu)  

6 8 10 12  

20 259,66 263,07 266,48 269,94 

Custo do H2 
(US$/MMBtu) 

100 57,4 61,15 64,55 67,96 

500 24,04 27,44 30,86 34,26 

1000 18,48 21,89 25,30 28,70 
Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria. 

 
Tabela 18. Preço do H2 azul com venda do crédito do carbono ($100/t CO2) em função do preço 
do gás natural e da capacidade da planta onshore  

Capacidade da planta 
(ton H2/dia) 

Preço do gás natural (US$/MMBtu)  

6 8 10 12  

20 255,69 259,09 262,49 265,91 

Custo do H2 
(US$/MMBtu) 

100 53,76 57,16 26,87 63,98 

500 20,66 23,46 26,87 30,27 

1000 14,49 17,90 21,31 24,72 
Nota: Ano de referência 2020; 1 US$= R$ 5,24 
Fonte: Elaboração própria. 
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Como é possível observar, a incorporação de créditos de carbono mais uma vez demonstra 
que a capacidade instalada tem grande influência no preço do hidrogênio, uma vez que além da 
redução dos custos decorrente do ganho de escala, quanto maior a quantidade de CO2, maior é a 
renda resultante da comercialização do carbono armazenado. Destaca-se, no entanto, que mesmo 
para o preço de venda de crédito de carbono de US$ 100/t de carbono em uma planta de 
1.000 ton H2/dia, o preço do hidrogênio estimado é aproximadamente duas vezes o preço do gás 
natural, seu principal concorrente. 

Isso explica o fato de a indústria do gás avaliar o hidrogênio azul como um bem 
complementar, que poderá ser comercializado em associação com o gás natural ou como um 
produto prêmio que permitirá uma transição mais rápida e profunda rumo à economia de baixo 
carbono. Na verdade, para a indústria do gás, estratégias de redução de custos do hidrogênio azul 
devem ser entendidas como estratégicas em relação ao amadurecimento das diferentes rotas 
tecnológicas de produção de hidrogênio (de diferentes cores) mais baratas. 

O hidrogênio produzido no estudo de caso onshore terá potencialmente como destino os 
mesmos polos industriais localizados no município de Cubatão e arredores. São processos 
industriais de grande porte, que enfrentam concorrência internacional em seus campos de atuação 
e devem trabalhar as estratégias de transição energética como meio de sobrevivência de médio e 
longo prazo. A incorporação marginal do hidrogênio azul nas matrizes energéticas dessas indústrias 
pode ter impactos de sustentabilidade que precisarão ser aferidos caso a caso.  

Já o estudo de caso offshore pode se apresentar como uma alternativa para monetização do 
gás natural do pré-sal através da minimização da reinjeção. Devido à distância da costa e todos os 
custos adicionais associados a uma produção embarcada de hidrogênio, entende-se que eventuais 
projetos poderão focar no mercado internacional. 

As conclusões de ambos os estudos de caso reforçam a necessidade de clusters para captura 
e hub para transporte e armazenamento de CO2 e de rendas adicionais com a venda do carbono 
capturado. Isso impõe visões estratégicas de planejamento e de eventual execução desses projetos 
pilotos.  

Vale ressaltar, no entanto, que dada a percepção crescente de que o Brasil pode ser tornar 
um grande centro de atração de investimentos, devido à abundância do país em fontes de geração 
elétrica renovável, pode ocorrer um maior desenvolvimento do hidrogênio verde em detrimento 
do hidrogênio azul.  
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7. Considerações Finais 
 

O foco no hidrogênio como um recurso energético de baixo carbono está aumentando com 
o movimento global em direção a crescente descarbonização na economia. A indústria do gás 
natural compreende este processo como uma oportunidade de redução das emissões de GEE em 
médio e longo prazo associadas à sua indústria. Entre as rotas que são estudadas com maior 
atenção incluem-se, a rota de produção do hidrogênio azul e turquesa. 

Dado o cenário mundial com foco em transição energética, as tecnologias para produção de 
hidrogênio de baixo carbono estão se tornando uma alternativa para o suprimento de energia. O 
mercado e as tecnologias de hidrogênio poderão alcançar receitas de mais de US$ 2,5 trilhões por 
ano, criando empregos para mais de 30 milhões de pessoas até 2050 (ENERGY COUNCIL, 2017). 

Por outro lado, não se pode desprezar os desafios que ainda se apresentam para os usos 
ampliados e diversificados do hidrogênio no País. Estes desafios são compostos por temáticas como 
o acesso às tecnologias mais seguras e eficientes, que permitam a adequada manipulação e uso do 
combustível. A difusão acelerada de qualquer tecnologia se explica, dentre outros fatores, por 
sinalizações econômicas e regulatórias apropriadas. Nesse sentido, o PNH2 (Plano Nacional de 
Hidrogênio) se propõe a definir um conjunto de ações que facilite o desenvolvimento conjunto de 
três pilares fundamentais para o sucesso do desenvolvimento de uma economia do hidrogênio: 
políticas públicas, tecnologia e mercado. 

Neste contexto, o presente estudo teve como foco o hidrogênio azul e apresentou as bases 
para a sua produção, utilizando-se a rota tecnológica de reforma a vapor do gás natural associada 
à captura, ao armazenamento e à utilização de CO2. O objetivo foi apresentar os parâmetros 
técnicos necessários para a construção de uma visão abrangente sobre os desafios e as 
oportunidades do desenvolvimento dessa indústria no Brasil. 

Quanto se compara o hidrogênio azul com o gás natural no cenário de capacidade máxima 
da planta, os resultados mostram que, em média, para o ambiente onshore, sem a comercialização 
do CO2, o preço do hidrogênio azul é cerca de três vezes maior que o do gás natural. Já com o preço 
máximo de comercialização do CO2, o preço do hidrogênio azul é cerca de duas vezes maior do que 
o do gás natural. Esse comparativo necessita ser apurado com pesquisas futuras, que possam 
refinar as estimativas de custos.  

Ainda com relação ao ambiente onshore, comparando-se os resultados do estudo de caso do 
hidrogênio azul com os do hidrogênio cinza e assumindo-se a maior capacidade da planta de 
hidrogênio e o preço máximo de comercialização de CO2, os valores indicam que o custo de 
produção do hidrogênio azul é aproximadamente 20% (média US$ 3/MMBtu a partir dos 4 preços 
de gás natural considerados) maior do que o do hidrogênio cinza. Para o cenário onde não há a 
comercialização do carbono armazenado, o custo de produção do hidrogênio azul é 
aproximadamente US$ 10/MMBtu maior que o do hidrogênio cinza.  

Os estudos de caso demostraram que o custo de produção do hidrogênio azul tem alta 
sensibilidade à capacidade instalada do empreendimento e que, quanto maior a capacidade 
instalada, menor é o custo de produção. Vale ressaltar também que muitos dos custos adicionais 
no ambiente offshore foram maiores do que aqueles no ambiente onshore. Deste modo, ao se 
comparar os estudos de caso, o preço de produção do hidrogênio azul offshore é da ordem de 
US$ 10/MMBtu maior do que no onshore. 
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Destaca-se que todos esses valores tendem a reduzir na medida que se avança na curva de 
aprendizagem das tecnologias empregadas em cada ambiente, incluindo as tecnologias 
relacionadas à captura, transporte e armazenamento geológico do CO2.  

Com relação ao armazenamento geológico onshore de CO2 gerado na produção de 
hidrogênio, dentre os locais que poderiam ser mais detalhadamente estudados para fins de análise 
de viabilidade, destacam-se no Brasil: reservatórios depletados de óleo e gás, aquíferos salinos, 
folhelhos negros, carvão e basaltos. Esses sítios geológicos poderiam, também, ser utilizados para 
o armazenamento de emissões de CO2 provenientes de outras atividades industriais.  

Atualmente, no Brasil, o CO2 já é utilizado na recuperação avançada de óleo, principalmente 
nos grandes projetos do pré-sal na Bacia de Santos. Assim, pelo menos desde 2011, a Petrobras e 
seus parceiros no pré-sal apresentam-se como operadores pioneiros de projetos de CCUS em 
ambiente offshore.  

Na perspectiva logística do hidrogênio, pode haver a necessidade do desenvolvimento de 
uma malha de transporte seja por adaptação dos atuais gasodutos, seja por determinação da 
mistura ideal hidrogênio/gás natural para ser transportado nos gasodutos existentes sem 
expressivos investimentos adicionais, ou pela construção de dutos dedicados ao hidrogênio 
(“hidrogenodutos”). Contudo, caso seja escolhida a alternativa de “hidrogenodutos” serão 
necessários investimentos para a sua implantação. Desta forma, a indústria do gás pode 
desempenhar papel importante devido à sua expertise em sistemas logísticos, tanto dutoviários 
como a granel, incluindo aqueles em pequena e média escala.  

Embora as discussões do hidrogênio verde tenham sido dominantes no exterior e no País, 
vale destacar as demais oportunidades como a do hidrogênio azul. O Brasil se posiciona junto aos 
países com indústrias consolidadas de óleo e gás e com oportunidades de aumento de produção 
de hidrocarbonetos. Nestas nações as questões relacionadas à captura e sequestro do carbono têm 
sido enfatizadas, assim como as possibilidades de produção de hidrogênio azul. 

Contudo, mesmo nos casos mais favoráveis apontados, ainda existem incertezas que 
necessitam ser estudadas através de análises mais robustas e detalhadas, incluindo questões sobre 
estratégias de financiamento, modelos de negócio e estruturas de parceria. Os riscos associados 
aos investimentos necessitam ser mitigados.  

Sugere-se que essa mitigação deva ser buscada, principalmente, nos parâmetros referentes 
à escala (já que os custos do hidrogênio azul se apresentam muito sensíveis à capacidade instalada 
de toda a cadeia de valor) como também na busca do aproveitamento e adaptação de 
infraestruturas existentes. Essas estratégias podem ser favorecidas, por exemplo, quando se 
concebe os projetos a partir de clusters industriais, tanto de oferta de gás natural como de captura 
de CO2, e de hubs para transporte e armazenamento do CO2. Tais condições podem auxiliar na 
viabilidade econômica e na competitividade do hidrogênio azul. Destaca-se que o 
compartilhamento destas infraestruturas reduz custos de investimento e operacionais, além de 
eventualmente acarretar receitas adicionais. 

No caso específico do hidrogênio azul, no entanto, a demanda por plantas ainda é limitada, 
cenário que pode se alterar na existência de um preço de carbono em que sua captura e 
armazenamento se viabilizem. Assim, a adoção e a porcentagem de captura de CO2 na produção 
de hidrogênio a partir da reforma do gás natural é uma questão de otimização econômica e não 
uma limitação técnica.  
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Em resumo, a geração e valorização do hidrogênio azul pode ser entendida como estratégia 
de manutenção e expansão da indústria de gás natural. Diferentemente da produção do hidrogênio 
cinza, que envolve cadeias produtivas intensivas em carbono, e que passam igualmente a ser 
questionadas e desafiadas pelos princípios da economia de baixo carbono, o consumo do 
hidrogênio azul tenderá a ser favorecido pelas mesmas pressões que buscam acelerar a 
substituição de combustíveis fósseis. Dentro dessa perspectiva, há de se trabalhar, desde o início, 
em esferas nacionais e internacionais, com as temáticas regulatórias e normativas, que acabarão 
influenciando os caminhos que serão entendidos pela sociedade como alternativas de hidrogênio 
de baixo carbono.  
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