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    INTRODUÇÃO




    O foco de análise do presente trabalho, como consta do título, são as participações governamentais das atividades de exploração e produção de petróleo e gás natural.




    É um tema, ainda hoje, de normatização muito confusa, sem grandes precedentes, com pouquíssima literatura jurídica, carecendo de um bom trabalho de lapidação. Muito do que existe sobre o tema é fruto da discussão sobre como deveria ocorrer a distribuição dos recursos arrecadados entre os entes federativos, especialmente sobre a divisão entre entes políticos impactados e não impactados pela exploração.




    Em uma visão reducionista do fenômeno, que acaba por impedir uma análise integral dessa categoria jurídica, é extremamente comum que se reduza a análise das participações governamentais aos royalties.




    Porém, as participações governamentais do petróleo e do gás natural demandam uma análise sistemática muito mais profunda, que perpassa por questões técnicas, econômicas, políticas e jurídicas que precisam de estudos transversais e interdisciplinares.




    O objetivo do presente trabalho não é elaborar um Manual de Direito do Petróleo (ou “Direito dos Hidrocarbonetos”), nem analisar por completo a regulação da Indústria do Petróleo ou mesmo estudar com profundidade todos os tipos de receitas geradas pelas atividades petrolíferas. Também não é analisar tecnicamente as operações e atividades de toda cadeia econômica que envolve essa indústria ou ainda analisar questões geológicas atreladas a tais atividades. O foco está nas participações governamentais e, evidentemente, tudo que permite uma correta análise dessa categoria jurídica.




    Ainda na exposição da delimitação do trabalho, cabe dizer que não se tem por objetivo analisar as participações governamentais existentes no direito brasileiro pela exploração de recursos naturais, como dos recursos minerais e dos recursos hídricos e dos potenciais energéticos offshore, embora essas possam ser mencionadas para fins de comparação com as participações governamentais do petróleo e do gás natural.




    Especificamente, o objetivo aqui é, diante da legislação constitucional e infraconstitucional, buscar o enquadramento das participações governamentais no Direito Público contemporâneo, tomando em consideração elementos do Direito Administrativo, do Direito Tributário e do Direito Financeiro. Busca-se, assim, compreender a figura das participações governamentais do petróleo de forma abrangente, analisando todos os tipos de existentes, os seus fundamentos jurídicos, políticos e econômicos, a natureza jurídica dessas receitas, quem pode ser o sujeito ativo e o sujeito passivo, quais são as suas bases de cálculo, quais são as suas hipóteses de incidência, quais são as suas alíquotas, quem são os beneficiários desses recursos, quais os limites para utilização desses recursos pelos beneficiários.




    Então, a presente obra é o resultado de uma profunda pesquisa, de doutrina e jurisprudência, que buscou debruçar-se sobre todos os aspectos que possam ter alguma relação com as participações governamentais. Buscou-se a produção de uma obra que sirva de referência para agentes públicos e para agentes privados, que os permitam a compreensão de todas as nuances envolvendo essa matéria, inclusive apontando as várias divergências de opiniões e os “conflitos” que envolvem esses recursos.




    O primeiro tipo de “conflito” pode ocorrer entre o setor privado que paga e o setor público que arrecada. Enormes discussões podem envolver a interpretação das regras que disciplinam a incidência dessas receitas, principalmente royalties e participações especiais, entre as empresas responsáveis pelo pagamento dessas participações governamentais e os entes governamentais responsáveis pela fiscalização e arrecadação dessas receitas.




    O segundo tipo de “conflito” pode ocorrer entre o setor público que regulamenta e realiza a arrecadação e o setor público beneficiário das receitas. Isso pode ocorrer porque o entendimento do setor público que regulamenta e realiza a arrecadação das receitas, no caso a Agência Reguladora e órgãos da União, pode não estar em convergência com o entendimento do setor público beneficiário dessas receitas, representado por outros órgãos da União, além de Estados, Distrito Federal e Municípios.




    O terceiro tipo de “conflito” pode ocorrer entre quem executa a destinação desses recursos arrecadados e quem realiza o controle desses recursos. Vale destacar que, durante muito tempo, a preocupação de inúmeros entes públicos foi mais em gastar os recursos do que controlar a sua arrecadação.




    Um quarto tipo de “conflito” pode ocorrer entre os beneficiários das receitas e aqueles que querem se tornar ou melhorar sua situação de beneficiários. Há, por exemplo, discussão sobre o enquadramento de municípios nas regras de distribuição dos recursos arrecadados, havendo inúmeros processos judiciais discutindo o assunto.




    Nos últimos anos, exemplificando esse quarto tipo de “conflito”, as receitas das participações governamentais entraram no “olho do furacão”, principalmente após o advento da Lei n. 12.734, de 30 de novembro de 2012, que buscou estabelecer novas regras de distribuição entre os entes da Federação dos royalties e da participação especial devidos em função da produção offshore de petróleo e gás natural. Estados e municípios considerados “não produtores”, “não confrontantes” e “não impactados” passaram a querer sua parte “no bolo”. Nesse conflito, percebe-se que, de um lado, existe o bloco formado por uma enorme maioria de entes federativos que busca defender a constitucionalidade da referida Lei de 2012 e, portanto, defende a pulverização da receita de royalties e da participação especial por todos os estados e municípios da federação. De outro lado, existe o bloco de estados e municípios considerados “produtores” ou, mais tecnicamente, aqueles “litorâneos” considerados “diretamente impactados” pela exploração das atividades petrolíferas localizadas na plataforma continental, que argumenta pela inconstitucionalidade da referida lei.




    Realmente, as receitas de royalties e participações especiais que, em 1999, não chegaram a 1 bilhão de reais, mais recentemente já ultrapassaram em muito a cifra de 100 bilhões de reais. A abertura do mercado provocou um enorme aumento da produção e, consequentemente, gerou um aumento assombroso na arrecadação dessas receitas.




    Notoriamente, o Estado do Rio de Janeiro é o principal beneficiário dessas receitas por ser o maior produtor de petróleo e gás natural do Brasil. Mas não é o único beneficiário. Atualmente, os Estados de Alagoas, Amazonas, Bahia, Ceará, Espírito Santo, Maranhão, Paraná, Rio Grande do Norte, São Paulo e Sergipe também são beneficiados com royalties e/ou participações especiais. O fato de figurar como principal beneficiário hoje não implica reconhecer que essa situação permanecerá assim para sempre. Tem-se ventilado, ainda, o surgimento de novas fronteiras, como a Bacia de Pelotas, que está localizada no extremo sul da margem continental brasileira, se estendendo desde o Alto de Florianópolis, no Rio Grande do Sul, até a fronteira com o Uruguai, mas principalmente na Margem Equatorial, que podem gerar participações governamentais para os Estados do Amapá, Pará, Maranhão, Piauí, Ceará e Rio Grande do Norte, englobando as bacias hidrográficas da foz do Rio Amazonas, Pará-Maranhão, Barreirinhas, Ceará e Potiguar.




    Não resta dúvida, portanto, que essas receitas merecem atualmente um olhar especial. As participações governamentais assumiram um papel de enorme relevância no âmbito nacional, envolvendo diversas questões jurídicas que afetam interesses de todos os entes federados, de modo que não podem mais ser desprezadas.




    É preciso entender a origem e evolução política e jurídica dessas receitas. Analisar seus fundamentos. Em suma, “abrir essa caixa preta”1 das participações governamentais. Mas não só. É preciso transformar o olhar sobre essas receitas. Não cabe mais apenas a discussão sobre como “dividir o bolo” e como consumir “cada pedaço”. É preciso entender o que fez esse “bolo crescer” nas últimas décadas e como fazer esse “bolo continuar crescendo” mais ainda. Em suma, é preciso entender todas as variáveis que formam as fórmulas de apuração dessas receitas e analisar se todas estão sendo eficazes na repartição da riqueza do petróleo com a sociedade.




    Porém, não adianta querer aumentar o bolo e aumentar o risco político e o risco de insegurança jurídica no setor. É preciso compreender o que é ou não justo para todos os lados envolvidos. Não se pode imaginar que ao incentivar uma sanha arrecadatória haverá maior arrecadação. Embora haja um exagero extremado sempre que ocorre alguma mudança de legislação ou de interpretação, sob alegação de violação à segurança jurídica e ao ato jurídico perfeito, como se direitos absolutos fossem para a Indústria do Petróleo, não se pode negar a possibilidade de o investidor fugir para algum outro local do planeta em que o regime fiscal venha a ficar mais atrativo.




    Por outro lado, buscar a compreensão dos limites econômicos da Indústria do Petróleo não pode implicar em “abrir mão” da prerrogativa do Estado e da sociedade – real proprietária dos recursos petrolíferos – em arrecadar o suficiente para garantir benefícios para a atual e futuras gerações de impactados por essa atividade. Por vezes, não há alternativa para uma empresa petrolífera senão engolir o apetite estatal por maior regulação, arrecadação e controle.




    Importante também não esquecer que, com a transição energética, é preciso aproveitar o quanto antes a riqueza do povo brasileiro que está no subsolo. Por exemplo, é preciso verificar se ainda faz sentido a reinjeção de gás natural que atualmente está sendo produzido. Até porque recursos inexplorados agora podem se tornar inviáveis no longo prazo. Da mesma forma, caso haja uma diminuição do preço do barril do petróleo, a produção offshore em águas ultra profundas pode deixar de fazer qualquer sentido.




    Na mesma ordem de ideias, é preciso ficar claro que não adianta querer “secar” a fonte de receitas patrimoniais de entes federativos diretamente impactados ou até mesmo “quebrar” financeiramente estes entes federativos que já contam com o recebimento desses recursos. É preciso que o equilíbrio federativo garanta a harmonia e a cooperação entre os entes.




    Então, buscou-se, aqui, organizar e sistematizar a presente obra sem a intenção de pressupor o conhecimento prévio de qualquer elemento. Seja de um elemento jurídico, seja de um elemento puramente técnico ou operacional do campo da geologia ou da engenharia do petróleo. Tratando-se de uma obra que busca um caráter interdisciplinar, buscar-se-á levar o leitor, didaticamente, de forma gradual, a obter as ferramentas necessárias para abrir essa “caixa preta” das participações governamentais. Com isso, acredita-se que será mais fácil para todos os agentes públicos e privados, que estão trabalhando no tema, atuarem em conjunto e de certa forma coordenada e concertada.




    Adentraremos, portanto, em cada tópico das participações governamentais, com a análise da disciplina jurídica existente, sempre, porém, trazendo questionamentos importantes, chaves para o entendimento dessas receitas do petróleo que compreendem altos valores. Enquanto não for possível compreender as participações governamentais, a sociedade continuará a assistir acirradas disputas de valores. Então, apresentaremos nossa análise crítica sobre as participações governamentais no Brasil, sempre que possível, demonstrando ao leitor que muita coisa precisa ser aprimorada e que diversos temas precisam ter o entendimento mais pacificado na sociedade e no mercado, diminuindo-se o risco fiscal e a insegurança jurídica. É o que se passa a fazer. Boa leitura!




    RESUMO




    O livro “Participações Governamentais do Petróleo e do Gás Natural” busca “abrir a caixa preta” analisando todos os aspectos relacionados às suas hipóteses de incidência, fiscalização e repartição dos recursos financeiros decorrentes. Assunto de enorme relevância no âmbito nacional, envolvendo diversas questões jurídicas que afetam interesses de todos os entes federados. Mais do que “dividir o bolo”, é preciso compreender seus fundamentos, sua origem e evolução política e jurídica. Mas não só. É preciso entender todas as variáveis que formam as fórmulas de apuração dessas receitas e analisar se todas estão sendo eficazes na repartição da riqueza do petróleo com a sociedade. Buscou-se, aqui, organizar e sistematizar a presente obra sem a intenção de pressupor o conhecimento prévio de qualquer elemento. Tratando-se de uma obra de caráter interdisciplinar, buscar-se-á levar o leitor, didaticamente, de forma gradual, a obter as ferramentas necessárias para compreender a disciplina jurídica dessas participações governamentais, sempre, porém, trazendo críticas e questionamentos importantes, demonstrando ao leitor que muita coisa precisa ser aprimorada e que diversos temas precisam ter o entendimento mais pacificado na sociedade e no mercado, diminuindo-se o risco fiscal e a insegurança jurídica.


  




  

    CAPÍTULO 1




    O ENQUADRAMENTO DA EXPLORAÇÃO E DA PRODUÇÃO DE PETRóLEO E GÁS NATURAL NO ORDENAMENTO JURÍDICO




    1.1. APROXIMAÇÃO CONCEITUAL DO OBJETO




    A análise das participações governamentais incidentes sobre as atividades de exploração e de produção de petróleo e gás natural, que é o foco principal do presente trabalho, como consta do próprio título, exige, evidentemente, um estudo prévio sobre “participação governamental”.




    Em uma aproximação conceitual, a participação governamental pode ser compreendida como: a) o direito de um governo participar do resultado obtido com a exploração e produção de recursos naturais que ocorrem em seu território2; b) a prestação devida por quem explora recursos naturais de entregar parte do resultado dessa exploração para o governo; ou c) a quantia em moeda ou cujo valor nela se possa exprimir referente a parcela do resultado que deve ser entregue ao governo por quem explora os recursos naturais.




    Com base nessa aproximação conceitual, essa expressão pode englobar, em sentido amplo, tributos, tarifas, multas, indenizações, dividendos em razão de lucros advindos da participação acionária (no caso de existir uma empresa estatal), parcela da produção e contribuições ou compensações financeiras3. Em suma, em sentido amplo, a participação do governo é um termo geral que pode ser usado para descrever a parcela do resultado da exploração destinada ao governo ao longo da vida do empreendimento. É nesse sentido amplo que se utiliza a expressão, em inglês, “government take”4 (em tradução livre do inglês, “parcela do governo”)5.




    É também utilizando esse conceito mais amplo que a expressão “participação governamental” busca designar a estatística fiscal frequentemente usada pelos governos anfitriões para comparar sistemas fiscais. Alguns estudos demonstram, em termos percentuais, a relação entre a arrecadação governamental das rendas dos recursos naturais e a receita decorrente da atividade de produção desse recurso. Acadêmicos e consultores frequentemente a utilizam para comparar sistemas fiscais, em particular para comparar mudanças resultantes de uma alteração recente ou proposta na tributação. Trata-se, também, de um indicador muito utilizado para se comparar a atratividade de distintos regimes fiscais.




    Porém, quando usada como o único critério para determinar a competitividade de uma determinada jurisdição em determinado setor da exploração de recursos naturais, a participação do governo pode ser bastante enganosa. Não é um indicador econômico. A “participação” é uma estatística, porém, bastante imperfeita. Aqueles que não estão familiarizados com as deficiências da participação do governo como critério tendem a usá-la excessivamente. Ao confiar em estatísticas de participação do governo para avaliar a competitividade de um sistema fiscal, é importante entender o contexto em que é usada, as suposições feitas na geração da participação do governo e as limitações dessa estatística particular para evitar interpretações errôneas.




    Como visto, a participação governamental está relacionada à exploração de recursos naturais. Cabe uma análise mais detalhada sobre esse ponto.




    1.1.1. RECURSOS NATURAIS




    Para fundamentar adequadamente o trabalho a ser desenvolvido, é extremamente importante, como passo inicial, construir um conceito jurídico de recursos naturais, que embora pareça auto evidente, não o é.




    Pelo aspecto literal, se trata de uma expressão que poderia ser compreendida simplesmente como “algo proveniente da natureza”. Porém, é preciso lembrar que não existe uma definição única e objetiva da natureza. “Como todas as palavras que designam uma ideia muito geral, a palavra Natureza parece clara quando a empregamos, mas quando sobre ela reflectimos, parece-nos complexa e talvez mesmo obscura”6.




    De todo modo, para fins do presente trabalho, pode-se dizer que natureza é o espaço em que vive o ser humano e que existe independentemente das atividades humanas, compreendendo o conjunto de elementos do “mundo natural”, ou seja, os elementos que se originam sem qualquer intervenção humana e estavam (ou poderiam estar) aqui, na Terra, antes do homem; que não tenham sido substancialmente alterados pelo ser humano ou que persistem apesar de uma intervenção humana (mares, montanhas, árvores, animais ou o petróleo em estado bruto). Não compreendem, portanto, os elementos secundários e artificiais do “mundo artificial”, que necessitam da ação do Homem, posto que seu trabalho é essencial à sua criação, em razão de transformação dos produtos primários. Por exemplo, o petróleo já refinado ou um móvel7.




    Então, recursos naturais é uma expressão usada para identificar os bens físicos da natureza por oposição aos que são de criação humana (os que podem ser chamados como recursos secundários, artificiais ou culturais). Isso não significa negar a existência de recursos naturais decorrentes de ações antrópicas (ações humanas que se somam aos processos naturais). Assim, os recursos naturais resultantes de uma intervenção humana ou artificial (por exemplo, agricultura, pecuária, extração de madeira de reflorestamento, piscicultura, para organismos de água doce, e maricultura, para organismos de água marinha), sem grandes transformações, ainda será considerado natural8. É o caso de uma árvore que, mesmo plantada pelo Homem, será sempre denominada como recurso natural. No entanto, essa mesma árvore, ao ser convertida em uma mesa, não só deixa de ser árvore, mas, também, deixa de ser um recurso natural.




    Ainda buscando a construção de um conceito de recursos naturais, surge a dúvida: até que grau de beneficiamento e transformação um elemento pode ainda ser considerado natural? Se amanhã a engenharia genética conseguir criar uma cenoura sem ter que se submeter a um processo de plantação e colheita com uso de terra, água e ar, será, ainda, um recurso natural? Evidentemente, existe ainda um limite impreciso entre o que pode ser considerado recurso natural e o que deixa de sê-lo por ter sofrido importante transformação pelo trabalho humano. Se não é possível precisar esse limite, pelo menos é preciso chamar a atenção para ele, destacando que os recursos naturais são aqueles elementos que ainda não sofreram importantes transformações pelo trabalho humano e cuja própria gênese independe do Homem.




    De todo modo, o conceito de recurso natural fica demasiadamente amplo, podendo compreender tanto uma árvore que cresce em um jardim como um minério existente no subsolo.




    Porém, nem todos os elementos do “mundo natural” devem ser considerados recursos naturais. Isso porque, indo um pouco mais além, o termo recurso, no léxico da Língua Portuguesa, designa “algo a que se recorre”9. Pode-se concluir que só há recurso natural quando alguém pode recorrer a esse “algo”.




    Portanto, só há recurso natural quando há o envolvimento de “alguém”, ou seja, quando há uma intervenção do Homem sobre aquele elemento natural. Por ser recurso, é preciso, ainda, que esse “alguém” “recorra” a esse elemento natural. Isso ocorre somente quando o Homem pode se valer (tirar proveito) daquele elemento natural para satisfazer as suas necessidades.




    Somente nesse momento é que o elemento natural se transforma em recurso natural. Então, importante não confundir o elemento natural (ainda não apropriado pelo homem) com o recurso natural10. Os recursos naturais não o são por si só. Uma jazida de petróleo ainda não descoberta pelo homem ainda não pode ser considerada um recurso natural. Uma árvore no meio de uma floresta isolada não será considerada um recurso natural enquanto não houver qualquer intervenção humana sobre ela. Então, “os recursos não são: eles se tornam”11:Esses elementos da natureza tornam-se recursos naturais para fins jurídicos somente quando possam ser úteis ao aproveitamento do Homem.




    Portanto, um recurso natural, para assim ser considerado, precisa ser útil, seja para atender diretamente às necessidades humanas (por exemplo, para servirem como matéria-prima a ser utilizada na fabricação dos mais variados produtos ou ainda como fonte de energia), seja para satisfazer outras necessidades, além das físico-materiais, relacionadas às carências, aos desejos, aos anseios, vinculados ou não às leis de mercado, e, portanto, ao conjunto de valores culturais socialmente assimilados em um determinado tempo e espaço12 (por exemplo, permitirem a satisfação estética13, recreacional, espiritual, ou ainda ser objeto para fins educacionais e científicos).




    Evidentemente, não é preciso esperar que o elemento natural seja utilizado para ser caracterizado como recurso natural. Basta que, pelo menos, exista demanda por ele. Então, um elemento natural em demanda torna-se também um recurso natural, mesmo que sua apropriação e uso ainda permaneçam sem garantias14. Ou seja, ainda que inexistam as condições imediatas para a exploração de um elemento natural, mas houver a demanda por ele, ainda assim será um recurso natural. Portanto, um elemento natural se torna um recurso natural quando houver interesse em sua utilização.




    Contudo, não basta ser útil. Não basta haver o interesse humano na utilização daquele elemento natural. Tem que ser possível recorrer ao elemento natural. Deve ser possível seu aproveitamento. Para ser um recurso natural, o acesso ao elemento natural depende, além de sua ocorrência e distribuição na natureza, da capacidade técnica, econômica e até geopolítica de ser convertido em produto útil para o ser humano. Então, existem elementos presentes na natureza que só serão recursos naturais quando as sociedades não apenas quiserem, mas conseguirem se beneficiar deles15.




    Diante dessa conclusão, resta evidenciado também que a definição de recurso natural está intrinsecamente vinculada ao contexto das necessidades sociais, das condições econômicas e do desenvolvimento tecnológico em certo tempo e espaço16.




    Então, recurso natural é um conceito que resulta do olhar lançado pelos homens sobre seu meio biofísico, um olhar orientado por suas necessidades, seus conhecimentos e seu savoir-faire17 (perícia).




    Por serem os recursos naturais aqueles elementos naturais, escassos, que dependem de um trabalho humano para serem aproveitados e que atendem as necessidades humanas, tal expressão deve compreender apenas aqueles que podem ser definidos como bens jurídicos que possuem um valor econômico porque podem ser objeto de apropriação por obra humana e são idôneos para satisfação das necessidades humanas.




    Os demais elementos naturais, indiferentes para economia, não serão qualificados como recursos naturais no sentido jurídico aqui exposto. É o caso dos bens da natureza que tenham deixado de ser úteis ao homem, como uma mina que se esgotou e se tornou inexplorável. Também assim devem ser considerados os bens da natureza que nunca tenham sido úteis ao homem, como certas espécies vegetais, animais ou minerais que não tiveram aplicação empírica. Da mesma forma devem assim ser considerados o ar que respiramos.




    Importante não confundir o recurso natural com o seu uso ou com o seu efeito. Neste ponto, cabe destacar que o fogo, embora tenha sido considerado desde sempre um elemento básico da natureza, é um efeito, um modo de empregar alguns recursos naturais, e não, propriamente, um recurso natural. O mesmo ocorre com a energia. Trata-se de um efeito do emprego dos recursos naturais. A energia solar não é um recurso natural por si só. A radiação solar sim. A energia eólica também não é um recurso natural. O vento sim. A energia hidráulica não é um recurso natural. A água sim.




    Resta claro que a abrangência do uso dos recursos naturais estará sempre sujeita a eventuais revisões. Algum bem natural pode ser recurso natural em determinado contexto histórico, por ser útil, e deixar de sê-lo em outro. Ou ainda, algo que nunca se constituiu em um recurso natural pode vir a sê-lo, de acordo com um novo contexto18 ou se o progresso tecnológico permitir alcançar usos úteis de bens que antes não os tinham. Os animais silvestres que constituem pragas nocivas que afetam o rendimento da agricultura podem não ser considerados recursos naturais hoje, mas podem vir a ser no futuro caso se descubra uma utilidade jurídico-econômica para essas pragas.




    Assim sendo, recurso natural pode ser definido, de forma geral, como qualquer elemento da natureza, cuja origem independe do Homem, passível de ser aproveitado diretamente para satisfação das necessidades físicas e culturais do Homem, em determinado tempo e espaço.




    Verifica-se que a CRFB/88 mencionou a expressão “recursos naturais” em pelo menos cinco oportunidades:




    No art. 20, V, o constituinte estabeleceu que são bens da União “os recursos naturais da plataforma continental e da zona econômica exclusiva”.




    No art. 24, VI, estabeleceu que compete à União, aos Estados e ao Distrito Federal legislar concorrentemente sobre “florestas, caça, pesca, fauna, conservação da natureza, defesa do solo e dos recursos naturais, proteção do meio ambiente e controle da poluição”;




    No art. 91, § 1º, III, estipulou que compete ao Conselho de Defesa Nacional “propor os critérios e condições de utilização de áreas indispensáveis à segurança do território nacional e opinar sobre seu efetivo uso, especialmente na faixa de fronteira e nas relacionadas com a preservação e a exploração dos recursos naturais de qualquer tipo”;




    No art. 186, II, ficou estabelecido que a função social é cumprida quando a propriedade rural de acordo com a utilização adequada dos recursos naturais disponíveis e preservação do meio ambiente;




    No art. 225, § 4º, estipulou que a “Floresta Amazônica brasileira, a Mata Atlântica, a Serra do Mar, o Pantanal Mato-Grossense e a Zona Costeira são patrimônio nacional, e sua utilização far-se-á, na forma da lei, dentro de condições que assegurem a preservação do meio ambiente, inclusive quanto ao uso dos recursos naturais”.  




    Resta evidenciado, pela forma como o constituinte brasileiro buscou colocar no texto constitucional tal expressão, que os recursos naturais são considerados bens jurídicos presentes no ambiente natural que devem ser “defendidos” e podem ser objeto de “preservação”, “exploração” e “utilização”.




    No mesmo sentido, no art. 66, item “d”, da Constituição portuguesa, consta que incumbe ao Estado “promover o aproveitamento racional dos recursos naturais, salvaguardando a sua capacidade de renovação e a estabilidade ecológica, com respeito pelo princípio da solidariedade entre gerações”. A Constituição espanhola, em seu art. 45, item 2, diz o seguinte: “Os poderes públicos velarão pela utilização racional de todos os recursos naturais, com o fim de proteger e melhorar a qualidade de vida e defender e restaurar o meio ambiente, apoiando-se na indispensável solidariedade coletiva”. No art. 132, item 2, diz: “São bens do domínio público estatal os que determine a lei e, em todo caso, a zona marítimo-terrestre, as praias, o mar territorial e os recursos naturais da zona económica e da plataforma continental”.




    A Lei Fundamental da República Federal da Alemanha, de 1949, prevê em seu art. 20, sobre a proteção dos recursos naturais vitais e dos animais: “Tendo em conta também a sua responsabilidade frente às gerações futuras, o Estado protege os recursos naturais vitais e os animais, dentro do âmbito da ordem constitucional, através da legislação e de acordo com a lei e o direito, por meio dos poderes executivo e judiciário”. Já no art. 74, estabelece que é matéria de legislação concorrente disciplinar matérias do “direito econômico (mineração, indústria, energia) e sobre a “transferência de solo e subsolo, de riquezas naturais e de meios de produção para a propriedade pública ou para outras formas de gestão coletiva”, bem como sobre o “fomento da produção agrícola e florestal (sem o direito da adjudicação de terras rurais), a garantia da alimentação, a importação e a exportação de produtos agrícolas e florestais, a pesca costeira e de alto-mar e a defesa costeira”. Além disso, prevê a legislação concorrente sobre “o direito dos produtos alimentícios, incluindo os animais que servem à sua produção, dos artigos estimulantes, de consumo e forragens, bem como a proteção no comércio com sementes e plantas agrícolas e florestais, a proteção de plantas contra doenças e pragas, bem como a proteção dos animais”; sobre a “caça”; sobre a “proteção da natureza e a preservação da paisagem”; sobre “a distribuição da terra” e sobre o “regime hidráulico”.




    Não há dúvida, portanto, que o conceito jurídico aqui construído preenche de forma integral e plena o significado da expressão utilizada na Constituição e na legislação.




    1.1.1.1. TIPOS DE RECURSOS NATURAIS




    Considerando o conceito jurídico de “recurso natural” definido acima, os recursos naturais podem ser classificados, quanto ao conteúdo, como: (1) recursos atmosféricos; (2) recursos minerais, sendo (2.1.) metálicos; (2.2.) não metálicos; (2.3) fósseis; (2.4) nucleares ou radioativos; (2.5.) hidrominerais; (3) recursos hídricos; (4) recursos marítimos; (5) recursos pedalógicos; (6) recursos biológicos; e (7) recursos espaciais.




    Pois bem. Os recursos atmosféricos reúnem fenômenos atmosféricos e substâncias químicas que podem ser suscetíveis de aproveitamento econômico. É o caso da radiação solar19, dos ventos20 e das ondas diversas que servem para as telecomunicações e para transmitir energia. Também pode ocorrer de aproveitamento do “ar” pela indústria de gases, por exemplo, para obtenção de oxigênio (O2), nitrogênio (N2), argônio (Ar), hidrogênio, monóxido de carbono, dióxido de carbono (CO2), dióxido de enxofre, amônia, hélio, óxido nitroso e acetileno21.




    Os recursos minerais compreendem todas as substâncias minerais formadas na crosta terrestre que podem ser formadas por um único elemento químico (como o ouro, a prata ou o cobre) ou por combinações de elementos, em seus diferentes estados físicos (sólidos, líquidos ou gasosos), que, pela sua raridade, quantidade, qualidade, alto valor específico ou importância na aplicação em processos industriais, se apresentam com especial interesse para a economia22. Os recursos minerais podem ser metálicos, que podem ser ferrosos (minérios de ferro, manganês, nióbio, vanádio, níquel, cobalto e silício) ou não-ferrosos (cobre, zinco, chumbo, estanho, alumínio, magnésio, lítio, titânio, cromo, ouro, prata, platina e paládio); ou não metálicos, que podem ser: rochas ornamentais (mármore, granito e demais rochas de revestimento, como ardósia e quartzito), agregados para construção civil (areia, pedra britada e cascalho), materiais para indústria de cerâmica e de vidros (argilas, feldspatos e areia quartzosa), rochas carbonáticas; materiais refratários (argilas refratárias, bauxita, cianita, cromita, dolomita, grafita, magnesita, quartzo e zircão), materiais para indústria química, farmacêutica e de cosméticos (enxofre, mica, talco, calcita, fluorita e pirita), fertilizantes (nitrato, fosfato e potássio), terras raras (lantanídeos, escândio e ítrio), gemas (diamante, esmeralda, água-marinha, rubi, safira e turmalina) etc. Ademais, existem os hidrocarbonetos fósseis que têm origem na acumulação de matéria orgânica (petróleo, o gás natural e o carvão mineral); os materiais nucleares ou radioativos (urânio e tório); os recursos hidrominerais (águas subterrâneas minerais naturais, termais, gasosas, de mesa ou destinadas a fins balneários).




    Existem, ainda, os recursos hídricos23 (não marítimos), que constituem a água doce em seus diferentes estados físicos (líquidos, sólido – gelo e neve, ou gasoso - vapores e nuvens), qualquer que seja o lugar em que se encontra (superficiais – rios, lagos etc.; subterrâneos – presente em aquíferos, nos casos em que a água não seja considerada mineral; ou atmosféricos); e os recursos marítimos, que englobam o mar e a água marinha (seu conteúdo tanto biológico quanto mineral) e o seu leito (incluindo seu subsolo), mas também as correntes oceânicas (ondas hertzianas).




    Entre os recursos pedológicos está o solo, que é o recurso natural que possui a função de sustentar a agricultura, a pecuária, a flora e a fauna. Os solos, como recurso pedológico, têm vindo a ser submetidos a degradação cujas causas estão diagnosticadas: (i) práticas agrícolas desajustadas às condições pedológicas, muitas vezes com rotação de culturas desadequadas e uso excessivo de fertilizantes; (ii) a desflorestação e remoção da vegetação natural; (iii) o uso frequente de maquinaria pesada; (iv) a irrigação, sempre crescente, mas nem sempre bem planeada e que pode originar ora excesso de água nos solos ou ao invés promover a sua salinização e alcalinização.




    Os recursos biológicos compreendem, basicamente, a fauna e a flora. Abrangem, então, os recursos agropecuários (os animais e as plantas que servem de alimentos, como a carne, o leite, os ovos, os frutos, as hortaliças, o algodão e a lã), os recursos florestais (inclui os produtos da floresta, incluindo madeira) e faunísticos (compreendem os animais terrestres, aquáticos, anfíbios e aéreos – aves, incluindo bactérias, insetos e outras formas primárias de vida animal), os recursos marinhos e pesqueiros (incluindo os animais marinhos e as algas que fornecem alimentos e matérias-primas). Devem ser incluídos, ainda, todos os recursos genéticos decorrentes de qualquer outro tipo de componente biótico dos ecossistemas de valor ou utilidade atual ou potencial para a humanidade. Esses recursos servem para alimentação, caça, pesca/aquicultura, usos medicinais e produção de energia (biomassa).




    Por fim, cabe mencionar os recursos espaciais, que possuem extremo valor científico e monetário, podem ser encontrados tanto quando adentram a atmosfera terrestre e atingem a superfície da Terra, por meio da queda de meteoritos, quanto obtidos no espaço sideral, nos asteroides e corpos celestes, por meio de exploração. Embora haja incerteza sobre quando será possível iniciar uma exploração de recursos naturais espaciais, como a água e alguns recursos minerais, para utilização como combustível ou como componentes de infraestruturas especiais (o que poderá reduzir o custo das missões), já existem regulamentações sobre a possibilidade exploratória desses recursos24.




    Pois bem. Quanto à disponibilidade ou capacidade de esgotamento, os recursos naturais podem ser renováveis (quando apresentam alta capacidade de se reproduzir ou regenerar num horizonte temporal economicamente significativo independentemente de qualquer intervenção humana, ou seja, depois de sua exploração, podem voltar para seus níveis de estoque anteriores por um processo natural de crescimento ou reabastecimento. É o caso dos raios solares, do ar, do vento e das correntes oceânicas); potencialmente renováveis (como a água, o solo, o material vegetal e orgânico - que forma a biomassa -, que podem ser regenerados num horizonte temporal economicamente significativo, por vezes em razão de intervenção humana, a depender da intensidade de exploração, dos mecanismos naturais de reposição do respectivo recurso natural, das práticas de conservação e sustentabilidade e das condições ambientais específicas. Por exemplo, os biocombustíveis são combustíveis potencialmente renováveis derivados de matéria-prima biológica e incluem o etanol (produzido principalmente a partir da cana-de-açúcar e milho), o biodiesel (produzido a partir de óleo vegetal proveniente de soja, dendê, sementes de girassol e outros óleos vegetais) e o biogás (a partir do metano)); ou não renováveis, que são finitos ou esgotáveis e não podem ser recolocados pelo homem ou renovados pelo próprio ambiente após sua exploração num horizonte temporal economicamente significativo, como o petróleo, gás natural e minérios em geral (carvão de pedra, xisto, ferro, manganês, cobre, pedras preciosas, sílica, soda caustica e cal). 




    Quanto à capacidade de gerar energia, os recursos naturais podem ser divididos em energéticos, quando capazes de produzir energia, como, por exemplo, o vento, as ondas, a madeira, o carvão e o petróleo, o volfrâmio, urânio e plutônio e a água (que, embora não possua teor energético intrínseco, quando cai ao longo de uma queda natural ou artificial - proporcionada pela construção de barragens - pode gerar energia); e não energéticos, quando incapazes de produzir energia, seja por falta de tecnologia ou pela incapacidade do material.




    Quanto ao modo de apropriação, alguns podem ser utilizados em seu estado ou condição natural, tal qual existem naturalmente (por exemplo, uma fruta colhida). Outros (vento, radiação solar, recursos hídricos para produção de energia hidráulica) requerem um prévio processo de captação, adaptação e transformação pelo homem.




    Ademais, os recursos naturais podem ser primários ou originários (por exemplo, o ar, o vento, a radiação solar, a terra não agrícola), ou podem ser compostos (resultante da interação de outros recursos primários, como o solo agrícola, que depende da terra, do clima e da água; a flora depende do solo agrícola; os animais aquáticos dependem da água).




    1.1.1.2. DELIMITAÇÃO DO CONCEITO DE RECURSOS NATURAIS




    Como dito, recurso natural pode ser definido, de forma geral, como qualquer elemento da natureza, cuja origem independe do Homem, passível de ser aproveitado diretamente para satisfação das necessidades físicas e culturais do Homem, em determinado tempo e espaço. Para qualificar mais ainda essa construção conceitual realizada, os recursos naturais devem ser distinguidos de figuras afins.




    Uma distinção é entre recurso natural e meio ambiente. Atualmente, a expressão meio ambiente, conforme art. 3º da Lei da Política Nacional do Meio Ambiente, serve para designar o “conjunto de condições, leis, influências e interações de ordem física, química e biológica que permite, abriga e rege a vida em todas as suas formas”. Assim sendo, tal conceito pode ser analisado sob diversos ângulos para abranger diferentes tipos de bens jurídicos. Abrange, então, o ambiente físico formado pelos recursos ambientais (meio ambiente natural), como a atmosfera, as águas interiores, superficiais e subterrâneas, os estuários, o mar territorial, o solo, o subsolo e os elementos da biosfera, o ar, a flora, a fauna, o patrimônio genético etc. (art. 225, § 1º, I, II, IV, V e VII, da CF/88, Lei n. 6.938/81 e Lei n. 11.105/05); os bens de valor artístico, paisagístico, patrimônio artístico, histórico, turístico, arqueológico, científico espeleológico e cultural (meio ambiente cultural), que envolve bens materiais e imateriais, considerados individualmente ou em conjunto, portadores de referência à identidade, à ação, à memória dos diferentes grupos formadores da sociedade etc. (arts. 215 e 216 da CF); o espaço urbano e rural construído (meio ambiente artificial), formado pelas edificações, tais como bibliotecas, museus, instalações científicas etc. (arts. 225; 182; 21, XX, e 5º, XXIII, da CF/88 e Lei n. 10.257/01); e os locais onde as pessoas exercem suas atividades (meio ambiente do trabalho, arts. 200, VII e VIII, 7º, XXII da CF/88)25. Resta claro, portanto, que recurso natural não se confunde com meio ambiente. A definição de meio ambiente natural (composto pelos recursos ambientais) é, com certeza, aquele em que reside a maior identificação com o recurso natural. Por vezes, contudo, recursos ambientais e recursos naturais são mencionados, equivocadamente, como sinônimos. Mas ambos ainda não se confundem.




    De acordo com o art. 3º, V, da Lei nº 6.938/81, são recursos ambientais “a atmosfera, as águas interiores, superficiais e subterrâneas, os estuários, o mar territorial, o solo, o subsolo, os elementos da biosfera, a fauna e a flora”. Portanto, os recursos ambientais compreendem os três recursos básicos que compõem a biosfera, que é a capa que rodeia o planeta: a água (hidrosfera), o solo (litosfera) e o espaço aéreo (atmosfera). A única oportunidade em que o constituinte utilizou a expressão “recursos ambientais” foi no art. 231, § 1º, em que ficou estabelecido que “são terras tradicionalmente ocupadas pelos índios as por eles habitadas em caráter permanente, as utilizadas para suas atividades produtivas, as imprescindíveis à preservação dos recursos ambientais necessários a seu bem-estar e as necessárias à sua reprodução física e cultural, segundo seus usos, costumes e tradições”.




    Embora recursos naturais e recursos ambientais estejam, a princípio, se referindo ao mesmo tipo de bens, entende-se que não há uma interseção absoluta entre esses conceitos. Primeiro porque o conceito de bens ou recursos ambientais é mais amplo e serve para designar não só os elementos existentes na natureza que podem ser apropriados pelo Homem e que possuem valor econômico (que já estão compreendidos pelo conceito de recursos naturais), mas também os elementos naturais indiferentes, que não são passíveis de serem apropriados diretamente pelo Homem, nem são capazes de oferecer algum elemento para transformação e uso, muito menos podem ser traduzidos em valores monetários26 por não possuírem valor econômico direto.




    Também é preciso distinguir os recursos naturais dos aspectos da natureza, como os monumentos e as paisagens naturais (por exemplo, cavidades naturais), que oferecem satisfação estética, recreacional, espiritual, educacional e científica, mas que não são passíveis de serem apropriados diretamente pelo Homem. O relevo, por exemplo, como um aspecto da natureza, poderia ser considerado um recurso ambiental imaterial de aproveitamento indireto no caso do agronegócio em torno do cultivo de soja em que o aproveitamento direto do solo é viabilizado pelo modelado de relevo aplanado que permite a utilização de maquinário pesado27. A vista para o mar, por exemplo, também pode ser um aspecto da paisagem que pode ter um aproveitamento indireto, pois, no mercado imobiliário, imóveis com o mesmo padrão material podem ter valores diferenciados caso tenham essa vista para o mar. Porém, não há a possibilidade de uma apropriação direta.




    Então, apenas para os fins do presente trabalho, não será possível englobar os aspectos da natureza na definição de recursos naturais.




    É preciso, ainda, distinguir os recursos naturais do ecossistema, compreendido este como o conjunto de componentes bióticos, como os organismos vivos (plantas, animais e micróbios) e de componentes abióticos (elementos químicos e físicos, como o ar, a água, o solo e minerais) e as interações entre si e com o meio que formam um sistema estável. Por exemplo, a Floresta Amazônica, com todos as suas plantas, animais, clima, tipos de solo e rios, forma um ecossistema. Assim como um pequeno jardim, uma vez que, nesses locais, há organismos vivos interagindo com o ambiente em que vivem. Evidente que os recursos naturais estão incluídos no ecossistema, porém nem todos os componentes bióticos ou abióticos são recursos naturais, de acordo com o conceito construído para o presente trabalho.




    Por fim, faz-se necessário distinguir os recursos naturais da ecologia que significa a ciência do funcionamento da natureza. Evidentemente, o recurso natural é objeto da ecologia, mas não se confundem.




    Considerando que o tema do presente trabalho envolve apenas um tipo de recurso natural, petróleo e gás natural, é preciso compreendê-los.




    1.1.2. PETRÓLEO E GÁS NATURAL




    O termo petróleo28 é normalmente utilizado para designar, de forma genérica, o composto de hidrocarbonetos (composto de moléculas de hidrogênio e carbono em níveis variáveis) que tem origem no material orgânico (restos de plantas e animais planctônicos unicelulares) que foi se acumulando sob níveis sucessivos de sedimentos e, então, “cozido” pela pressão e pelo calor subterrâneo. Em suma, a formação desses hidrocarbonetos é fruto de uma complexa combinação de processos naturais e de fatores biológicos, físicos (geológicos e estruturais) e químicos.




    Os hidrocarbonetos podem ocorrer nas condições naturais nos estados sólido, líquido e gasoso. Quando sai diretamente do subsolo de forma líquida, é comumente chamado de óleo bruto. Quando sai em estado gasoso, é chamado de gás natural. Quando sai de forma clara e volátil, em uma fase intermediária, entre a líquida e a gasosa, é chamado de condensado. Quando sai de forma sólida, é chamado de asfalto e piche. Quando sai em forma semissólida ou viscosa, é chamado de betume.




    Além dessa mistura de hidrocarbonetos29, o petróleo possui alguns contaminantes, tais como enxofre, nitrogênio e oxigênio, além de elementos metálico, como o vanádio e o níquel, e uma pequena quantidade de restos orgânicos resistentes à decomposição e outras impurezas.




    Outra expressão muito utilizada nesse contexto é o de hidrocarboneto fluido. A CRFB/88, em seu art. 177, I, estipula que constituem monopólio da União “a pesquisa e a lavra das jazidas de petróleo e gás natural e outros hidrocarbonetos fluidos”. A Lei n. 9.478/97 é também repleta de dispositivos mencionado a existência de “outros hidrocarbonetos fluidos”. A utilização dessa expressão indica, em primeiro lugar, que petróleo e gás natural devem ser considerados hidrocarbonetos fluidos. Em segundo lugar, parece indicar que podem existir outros tipos de hidrocarbonetos que não sejam petróleo e gás natural, mas que sejam fluidos, de modo a incluir os líquidos, os gases, os plasmas e, de certa maneira, os semissólidos.




    No entanto, para fins do presente estudo, optar-se-á por utilizar a expressão “hidrocarbonetos fluidos” como sinônimo de “petróleo”, não existindo aqui necessidade de tratamento jurídico diverso. É preciso apenas ficar claro que pode ocorrer, no decorrer do presente trabalho, se falar de “petróleo” englobando o gás natural e outros hidrocarbonetos fluidos.




    O gás natural, importante registrar, da mesma forma que o petróleo, é apenas um tipo de composto de hidrocarbonetos com alguns contaminantes e impurezas, como o gás carbônico. Porém, é inodoro, incolor, não é tóxico, é mais leve que o ar e pode ser encontrado associado ou não ao petróleo. 




    1.1.3. INDÚSTRIA DO PETRÓLEO




    A Indústria do Petróleo pode ser compreendida como o “conjunto de atividades econômicas relacionadas com a exploração, desenvolvimento, produção, refino, processamento, transporte, importação e exportação de petróleo, gás natural e outros hidrocarbonetos fluidos e seus derivados”30.




    Costuma-se dizer que a Indústria do Petróleo e do Gás Natural está dividida em três etapas: upstream (atividades de exploração, desenvolvimento e produção do petróleo) midstream (atividades de escoamento, transferência, refino, processamento, transporte e armazenamento) e downstream (atividades de importação, exportação, distribuição e revenda de derivados)31.




    Tanto o petróleo quanto o gás natural são extraídos por empresas petrolíferas após complexas atividades de exploração, desenvolvimento e produção, da fase da cadeia econômica conhecida como upstream.




    Após a extração, o petróleo bruto e o gás natural precisam ser escoados e transportados, geralmente através de oleodutos, gasodutos ou por navios-tanque, para refinarias, unidades de processamento ou terminais de exportação. Passa-se, então, para a fase da cadeia do midstream. Em relação ao petróleo, essa fase da cadeia também envolve o armazenamento do petróleo, em grandes tanques ou cavernas subterrâneas, além do refino, processo que separa o petróleo bruto em derivados, através de métodos como destilação fracionada e craqueamento. Em relação ao gás natural, existem várias atividades no midstream além do processamento, como o transporte por gasoduto ou a liquefação.




    Por fim, os derivados são distribuídos e revendidos no mercado, compondo a fase de downstream.




    A Lei n. 9.478/97 (conhecida como Lei do Petróleo) disciplina as atividades de exploração, desenvolvimento e produção, mas também as atividades de refino32 e processamento33 (capítulo VI), transporte34 e transferência35 (capítulo VII), importação e exportação (capítulo VIII), de petróleo e gás natural, além de citar algumas outras atividades, como estocagem36, distribuição37 e revenda38.




    O gás natural sempre foi tratado, inclusive pela Lei n. 9.478/97, como uma espécie de “apêndice” do petróleo.




    De fato, a importância do gás natural não foi imediatamente reconhecida. Antigamente, o gás era considerado um subproduto indesejado do petróleo bruto, e os contratos de arrendamento continham pouca ou nenhuma referência à expectativa de produção de gás.




    Existe uma velha piada que ainda faz certo sucesso entre aqueles que estão iniciando na indústria do petróleo e do gás natural: o diretor de exploração de uma companhia petrolífera entra tenso na sala do chefe e fala: “Presidente, tenho duas notícias para te dar. Uma ruim, outra boa”. Já se preparando para a bronca, começa: “A ruim é que não encontramos petróleo”. O Presidente olha incrédulo e pergunta: “E a boa”. Responde o diretor: “A boa é que também não encontramos gás”.




    Embora o gás sempre tenha sido tratado como um mero acessório do petróleo e pouco vantajoso para uma exploração comercial, a importância do gás natural tem crescido significativamente e é hoje visto com um recurso natural muito importante, merecedor de uma regulamentação mais específica39.




    A transição energética para fontes mais limpas, renováveis e sustentáveis, com o objetivo de reduzir a dependência de combustíveis fósseis e mitigar as mudanças climáticas, tem colocado o gás natural em uma posição estratégica. Países estão buscando diversificar suas matrizes energéticas, reduzir a dependência de combustíveis fósseis mais poluentes e cumprir compromissos internacionais de redução de emissões de gases de efeito estufa. Nesse cenário, o gás natural serve como uma ponte para um futuro energético mais sustentável, pois é considerado uma fonte de energia mais limpa em comparação ao carvão e ao petróleo, devido à sua combustão mais eficiente e à menor emissão de poluentes.




    Além disso, o gás natural é versátil, sendo utilizado não apenas para geração de energia elétrica, mas também como matéria-prima na indústria química e como combustível para veículos. Assim, o gás natural tem ganhado importância enquanto tecnologias de energia renovável, como solar e eólica, continuam a se desenvolver e se tornar mais acessíveis.




    Nesse contexto, com o advento da Lei n. 11.909/2009 (Lei do Gás), posteriormente substituída pela Lei n. 14.134/2021 (conhecida como Nova Lei do Gás), passou a existir uma disciplina legal mais detalhada das atividades de midstream e downstream relacionadas ao gás natural, especificamente o transporte de gás natural (capítulo II) por meio de condutos, a importação e exportação de gás natural (capítulo III), bem como as atividades de exploração das atividades de estocagem subterrânea (capítulo IV), acondicionamento (capítulo V), escoamento, tratamento, processamento, liquefação, regaseificação (capítulo VI), distribuição e comercialização (capítulo VII). Neste ponto, a Lei n. 14.134/2021 inovou apenas para acrescentar a regulação das atividades de escoamento e acondicionamento, bem como em especificar a estocagem subterrânea.




    Vale dizer ainda que a Indústria do Petróleo não é composta apenas pelas empresas petrolíferas que realizam as atividades de upstream, midstream e downstream. A Indústria do Petróleo é também alimentada por empresas que se prestam ao fornecimento de bens e serviços40.




    Na fase de exploração, por exemplo, existem diversas empresas oferecendo bens e serviços de: (1) informações de reservatórios, com aquisição, processamento, integração e interpretação de dados sísmicos; imaging de reservatórios; equipamentos geofísicos; (2) perfuração, com fornecimento e operação de sondas e plataformas de perfuração; e fornecimento de insumos e equipamentos associados, como brocas de perfuração; lamas de perfuração; ferramentas; serviços de pesca; perfilagem; (3) revestimento e completação de poços, com fornecimento de tubos; e serviços de revestimento e tubulação; (4) instalação de equipamentos de produção de processamento; (5) produção e manutenção de poços; (6) desativação, com tamponamento e abandono, tratamento e disposição de efluentes, remoção e disposição de instalações offshore e onshore, monitoramento de passivos.




    Na fase de desenvolvimento e produção, existem também inúmeras empresas oferecendo bens e serviços, incluindo: construção civil, eletroeletrônica, metalmecânica, manutenção industrial, serviços gerais, fabricação de equipamentos e ferramentas, fabricação de componentes, calderaria, serviços de usinagem, catering, drilling (perfuração), tecnologia da informação, automação, serviços subsea, apoio marítimo, instrumentação, material para offshore, construção e montagem, serviços de pintura, transporte e logística etc.41.




    Nesse ponto, vale destacar que o setor petrolífero como um todo, em todas as suas atividades, demanda investimentos astronômicos em pesquisa e desenvolvimento, sendo um motor de emprego e crescimento econômico, catalisando inovações que permeiam diversos setores industriais. Na área de engenharia de extração e recuperação, a demanda por eficiência e minimização do impacto ambiental impulsiona o desenvolvimento tecnológico, desafiando continuamente os limites do possível. E, contrariando incontáveis projeções alarmistas de que o ápice da produção mundial de petróleo já teria sido atingido, os investimentos crescentes e as recentes inovações tecnológicas passaram a permitir a exploração de gigantescas fontes não convencionais de petróleo, com destaque para a área do pré-sal no Brasil e o xisto betuminoso nos EUA e areia betuminosa no Canadá. Por isso, a Indústria do Petróleo envolve negócios de bilhões de dólares diariamente.




    1.1.4. IMPORTÂNCIA DO PETRÓLEO




    É certo, diante do cenário geopolítico, que o petróleo (incluindo o gás natural) não é meramente a commodity mais importante do mundo. É o alicerce sobre o qual a economia global moderna se construiu, um ator decisivo no palco geopolítico e um vetor de avanço tecnológico sem paralelo.




    Embora importantíssimos, tanto o petróleo quanto o gás natural possuem em si pouquíssimos usos diretos. Eles são a matéria-prima essencial à vida moderna, sendo componente básico de mais de 6.000 produtos42.




    Praticamente todo óleo bruto extraído deve ser objeto de refino para se transformar em produtos úteis, chamados de derivados, como gasolina43, diesel44, querosene45, óleo combustível46, gás liquefeito de petróleo (GLP)47, asfalto48, nafta49, lubrificantes50, parafina51, solventes52, benzeno, tolueno e xileno53, eteno e propeno54 etc. É no refino que a mistura de líquidos e gases de vários compostos de hidrocarbonetos de várias combinações que compõe o petróleo será separada e especificado.




    Da mesma forma, o gás natural precisa ser tratado, processado e especificado para ser utilizado. Aqui estão alguns dos principais derivados do gás natural: gás natural seco55; gás liquefeito de petróleo (GLP)56; etileno57; propileno58; butano e propano59; metanol60; amônia61; gás natural liquefeito (GNL)62; ácido sulfúrico63; hidrogênio64; dióxido de carbono65 etc.




    É realmente impossível viver, na sociedade moderna, sem encontrar um produto que não contenha compostos derivados do petróleo ou que não seja produzido direta ou indiretamente a partir do petróleo ou que seja transportado com o uso do petróleo.




    1.2. ENQUADRAMENTOS DOS RECURSOS NATURAIS




    Os recursos naturais podem ser objeto de análise econômica, geopolítica e jurídica.




    1.2.1. ECONOMIA DOS RECURSOS NATURAIS




    Como se sabe, a existência de recursos naturais depende de certas anomalias. Por exemplo, acidente geológico que concentrou anormalmente ouro e ferro em determinada região. Porém, isso não é suficiente. Para existir viabilidade econômica, é preciso existir algumas condições de contorno para viabilizar a anomalia: clima, solo, topografia, energia, água, infraestrutura e logística, custo de capital (por exemplo, juros baixos que incentivem a produção), capacidade financeira (condições de financiamento), segurança técnica, mão-de-obra especializada, segurança institucional e jurídica, regulação eficaz, aprovação ambiental, apoio social (é preciso o apoio da comunidade para abrir uma mina, uma hidrelétrica etc. ou, por exemplo, fazer uma vinícola em um país islâmico), matérias primas, garantia de qualidade e mercado (é preciso atender a necessidade de consumo e ter adequação ao formato que o mercado está habituado a comprar).




    Por exemplo, não faz sentido a criação de gado no deserto, ter uma vinícola na tundra siberiana, plantação de soja em montanhas ou frutas no meio da floresta. O custo dessa indústria extrativa será tão alto que nunca conseguirá ser competitivo em comparação ao gado dos pampas da Argentina, às vinícolas do Chile, soja no cerrado brasileiro ou frutas no Vale do Rio São Francisco.




    Então, o estudo da economia dos recursos naturais envolve as questões relativas à demanda e à oferta.




    Em relação à oferta, vale destacar que a sociedade humana apresenta três comportamentos na mobilização ou apropriação dos recursos naturais: o exploracionismo, o preservacionismo e conservacionismo66.




    Na abordagem exploracionista, o objetivo é alcançar altos níveis de produção sem se preocupar com o esgotamento dos recursos ou com a qualidade ambiental. A meta é a maximização do lucro a qualquer custo. As empresas competem por áreas ricas em matérias-primas e mercados consumidores em escala global, estimulando o consumismo. O modelo de desenvolvimento, centrado no lucro imediato e na apropriação ilimitada dos recursos, não respeita o tempo necessário para os ciclos biogeoquímicos. Essa lógica insustentável coloca em risco as bases naturais que sustentam os recursos renováveis e esgota rapidamente os recursos não renováveis, degradando as condições ambientais e comprometendo a existência humana no planeta. Superexploração dos recursos naturais e da força de trabalho, degradação ambiental e deterioração da qualidade de vida.




    Por outro lado, o preservacionismo não se inscreve numa perspectiva de crescimento, mas de estagnação. Podemos citar como exemplos de estratégias preservacionistas a criação de estações ecológicas, reservas biológicas e parques nacionais, lugares onde a exploração econômica direta não é permitida.




    Já o conservacionismo seria o comportamento intermediário, atrelado a uma proposta de sustentabilidade, que procura conciliar as ideias exploracionistas e preservacionistas, associando a produção à perpetuação dos recursos naturais, otimizando presente e futuro, na perspectiva das necessidades e dos objetivos de uma coletividade, com o intuito de garantir uma equidade com os interesses das futuras gerações. O problema é que não há uma fórmula exata que nos permita definir até que ponto é admissível a conciliação da exploração econômica com a manutenção de um ambiente saudável.




    Existe uma fábula irlandesa67 sobre um pobre fazendeiro que descobriu turfa em sua terra. Ciente da riqueza do produto e que esse recurso natural um dia se esgotaria, planejou a exploração de modo que seus descendentes pudessem usufruir dessa riqueza. E foi controlando a exploração de modo a não explorar mais turfa do que sua parte permitia. Porém, passados os anos, a turfa deixou de ser uma fonte de energia e as gerações seguintes não puderam usufruir todo o potencial de riqueza que teria sido possível usufruir se aquele bem tivesse sido explorado imediatamente. A partir de então, os descendentes se revoltaram com as gerações anteriores por não terem transformado o recurso em renda. Essa fábula ilustra esse dilema inerente à exploração dos recursos naturais não renováveis que busca estabelecer uma equidade entre gerações (“equidade intergeracional”).




    Já em relação à demanda, existem preocupações concernentes às futuras previsões de preços (ainda que incertos e voláteis), à recepção da commodity no mercado, à redução do consumo destes recursos e a existência de recursos substitutos, o que pode modificar o ritmo de exploração dos recursos naturais.




    Em relação à vinculação entre oferta e demanda, é preciso destacar que os movimentos de “montanha-russa”, com ciclos de altas e quedas68, são comuns nas cotações internacionais de commodities, especialmente no caso de recursos naturais não renováveis, embora pouco previsíveis, impondo desafios de política fiscal aos governos.




    Verifica-se que a contribuição do petróleo para o Produto Interno Bruto (PIB) global é colossal, posicionando-se como espinha dorsal das economias de países produtores e exportadores de primeira linha. A volatilidade de seu preço ressoa através da economia mundial, influenciando desde a inflação até as políticas monetárias adotadas pelos principais bancos centrais.




    1.2.2. GEOPOLÍTICA DOS RECURSOS NATURAIS




    A geopolítica é a política feita em decorrência das condições geográficas. Trata-se da interação entre fatores da geografia e fatores políticos. A geopolítica dos recursos naturais é a influência dos recursos naturais sobre a formulação e a condução de políticas de Estado, nos âmbitos interno e externo.




    Como a distribuição espacial dos recursos naturais não é homogênea, em razão da sua característica geográfica de rigidez locacional e assimetria natural de sua dotação (quando em alguns territórios há abundância e em outros escassez), é comum que recursos estratégicos como a água, o petróleo e a biodiversidade (ativos biológicos) sejam objetos da cobiça internacional e de uma atração da intervenção humana para exploração sistemática desses recursos. A disputa por esses recursos mobiliza países e, principalmente, corporações econômicas, produzindo conflitos diplomáticos e bélicos, o que atrai atenção política.




    Por vezes, é preciso formular e conduzir políticas para desenvolver e efetivar objetivos e estratégias de interesse social quando for potencialmente essencial para o desenvolvimento de certas atividades econômicas, ou até mesmo limitar essa atração (considerando a escassez dos recursos naturais), motivando disputas e conflitos que ocorrem nos âmbitos político, econômico e/ou militar.




    A História demonstra variados exemplos da geopolítica dos recursos naturais. O caso da Polônia é muito claro no que diz respeito às implicações da geopolítica dos recursos naturais: com um histórico de mais de cento e vinte anos de ocupação pela Rússia, que lhe negou a independência entre 1895 e 1918, e com o massacre sofrido durante a Segunda Guerra Mundial, a Polônia evita depender do gás russo, e sua matriz energética se baseia no carvão mineral, do qual possui suas próprias reservas. O resultado é que as tratativas globais e europeias de redução do aquecimento global, notadamente causado pela queima do carvão mineral, ameaçam seriamente a segurança energética da Polônia. Entretanto, diversificar a matriz e importar gás da Rússia significaria aumentar sua vulnerabilidade diante de um adversário histórico, que poderá utilizar essa vantagem como forma de pressão em seu favor e ameaça à sua segurança energética, à defesa do seu território e à sua soberania.




    Outro exemplo ocorreu com a nacionalização dos hidrocarbonetos realizada pela Bolívia, em 2006. A política manifestada por novos objetivos traçados pelo governo boliviano sob o comando de Evo Morales, influenciada pela disponibilidade de recursos naturais estratégicos – petróleo e gás natural – repercutiu imediatamente nas relações entre Brasil e Bolívia. O governo brasileiro acabou aceitando a nacionalização como ato de soberania boliviana e revisou os contratos vigentes relativos ao abastecimento de gás por meio do gasoduto Bolívia-Brasil, que tinha sido inaugurado em 1998 a um custo de cerca de 2 bilhões de dólares, que aumentou em 60% a oferta de gás natural dentro do Brasil.




    No xadrez geopolítico, o petróleo é rei. A posse e o controle sobre suas reservas conferem uma influência internacional significativa, moldando alianças e conflitos. A dependência energética de nações inteiras em relação ao petróleo desenha as linhas de suas políticas externas e estratégias de segurança.




    1.2.3. DIREITO DOS RECURSOS NATURAIS




    Pela importância dos recursos naturais, governos ao redor do mundo não só buscam regulamentar as atividades de exploração e produção de recursos naturais, cuidadosamente, para equilibrar os interesses econômicos, ambientais e sociais, promovendo ao mesmo tempo a segurança energética e o desenvolvimento econômico, mas também impõem uma variedade de participações governamentais, como royalties, taxas de licença e impostos especiais, para regular e beneficiar-se dessas atividades e garantir que os benefícios econômicos sejam compartilhados de maneira justa entre todas as partes interessadas, incluindo as comunidades locais e os governos, nacionais e regionais.




    Quando se fala em “Direito dos Recursos Naturais” não se está a mencionar uma Ciência que tenha por objeto um ramo jurídico próprio tendo por objeto as normas que versem sobre recursos naturais.




    O ordenamento jurídico, embora seja considerado uno69, abrangendo os diversos aspectos da vida em sociedade e os mais diversos problemas, para sua melhor compreensão, é tradicionalmente demarcado por setores aos quais se chamam de “ramos jurídicos”70.




    Com efeito, concebendo simbolicamente o Direito como uma árvore, com o seu tronco e com diversos ramos, pode-se dizer que a árvore representaria todo o ordenamento jurídico vigente num determinado Estado e o tronco seria constituído pelo Direito Constitucional71, do qual emanam todos os restantes ramos da árvore72, considerado assim o Direito Comum de todo o ordenamento jurídico porque composto pelos valores jurídicos superiores e pelos princípios e regras gerais que são comuns a todos os ramos jurídicos que enformam as categorias jurídicas puras, mesmo que não explícitos no texto constitucional.




    A identificação, delimitação e organização de um ramo jurídico como subconjunto normativo73, que ocorre em razão do seu conteúdo, conforme suas propriedades semelhantes, fruto de uma generalização e indução de elementos comuns ou iguais existentes nas normas que o integram, acabam formando uma disciplina científica autônoma, que reúne as reflexões dos juristas sobre aquelas partes, de modo a facilitar o estudo e o ensino das normas jurídicas daquele subconjunto.




    Os ramos jurídicos podem comportar, ao menos, duas acepções. Em uma primeira acepção, traduziriam conjuntos sistematizados de normas jurídicas. Já em uma segunda acepção, tais ramos designariam uma disciplina científica autônoma, ou seja, uma área da Ciência do Direito, que envolve a formulação de proposições explicativas e organizatórias relativas à determinação do Direito que versam sobre um conjunto de normas jurídicas74, de modo a facilitar a análise, estudo e ensino dessas normas. Posto isso, deve ficar claro que, em regra, um ramo jurídico pode ser compreendido como parte do ordenamento jurídico ou como disciplina jurídica75.




    Os recursos naturais não foram alvo de um tratamento conjunto e sistematizado de normas elaboradas pelo legislador. Pelo contrário, as disposições legais que disciplinam a propriedade e o uso dos recursos naturais e as relações entre os homens a respeito desses recursos se desenvolveram através dos séculos, desde os primeiros estágios da organização social. Mas essas legislações foram sendo desenvolvidas em relação a cada tipo de recurso separadamente, a medida em que o homem teve necessidade de usá-los76.




    Assim sendo, em primeiro lugar, surgiram legislações sobre a propriedade da terra e sobre o uso do solo. A partir do momento que o homem foi necessitando de usar outros recursos naturais, foram surgindo conflitos de interesses individuais, o que acarretou o desenvolvimento de legislações sobre eles. Foi assim com os recursos minerais, com as águas, com as florestas e com o petróleo. A velocidade da evolução desses diferentes sistemas legais variou conforme a importância econômica de cada recurso natural distinto e a intensidade de sua utilização pelo homem. Assim, pode-se dizer que o desenvolvimento das normas sobre recursos naturais foi desigual.




    Além disso, as leis buscavam priorizar as relações entre os seres humanos, em vez de focar nos recursos naturais em si. Dessa forma, havia poucas ou nenhuma regra sobre como o homem deveria gerir os recursos, mas muitas sobre os conflitos de interesses entre os indivíduos tendo por objeto a disputa por tais recursos.




    De maneira geral, as leis sobre os recursos naturais buscaram regulamentar o domínio público sobre esses recursos e seu aproveitamento privado por meio de concessões, permissões ou autorizações.




    Com o tempo, o Estado passou de um papel meramente observador em relação ao uso dos recursos naturais, para uma ingerência mais ativa tanto no controle do uso dos recursos pelos particulares, quanto na exploração direta de certos recursos pelo próprio Estado. Isso aconteceu por diversos motivos: a) a necessidade de conservar os recursos prevendo um uso eficiente e racional, inclusive reservando áreas intocadas para benefício das gerações futuras; b) o interesse público em definir prioridades para o uso de certos recursos frente a outros ou entre diferentes usos de um mesmo recurso; c) a demanda ser maior do que a disponibilidade dos recursos, o que gerava a necessidade de uma proibição temporária de exploração desses recursos (reserva de caça, de pesca, de mineração etc.); d) a preservação da soberania; e) a necessidade de recursos financeiros que excedem as possibilidades econômicas do setor privado.




    Assim, as leis passaram a regulamentar não apenas as relações entre os seres humanos, mas também as relações entre o governo e os usuários de recursos; as relações entre as pessoas e os recursos, estabelecendo regras de uso; e a atividade interna do governo em relação a esses recursos. Enfim, todos os países, sem exceção, estabeleceram normas jurídicas com o intuito de estabelecer possibilidades e limites para os homens se apropriarem dos recursos naturais.




    Evidentemente, a diversidade das características dos recursos naturais classificados, das técnicas mobilizadas no seu aproveitamento e das implicações decorrentes da sua exploração aconselha, naturalmente, ao estabelecimento de enquadramentos jurídicos específicos. Não há dúvida que a regulamentação da atividade pesqueira deve ser distinta da regulamentação da atividade petrolífera.




    A preocupação geral, no passado, era gerar lucros à Coroa/ao Governo e preservar os interesses do Erário. Evidentemente, a preocupação ambiental não era algo que se colocava na ordem do dia. Porém, há algumas décadas, tornou-se uma grande preocupação de todos os povos que a exploração dos recursos naturais ocorra de forma racional e adequada à preservação do ecossistema e de um meio ambiente equilibrado.




    Então, diante da crescente preocupação ambiental; da dependência em que, coletivamente, hoje nos encontramos da exploração, produção e distribuição dos recursos naturais; da velocidade do progresso tecnológico, a ditar frequentes mudanças na hierarquia de certos materiais, catapultando para posição de destaque produtos até então negligenciáveis; dos consumos crescentes reclamados pela contínua elevação do nível de vida; das evidentes limitações de reservas disponíveis; das pressões sociais que transferem para os órgãos de poder a responsabilidade da gestão global e disposição dos recursos existentes; diante de tudo isso, tem-se imposto ao Estado o estabelecimento de regras ajustadas a uma atualizada clarificação de conceitos e à definição dos direitos e deveres dos agentes envolvidos nas atividades de exploração e produção de recursos naturais.




    Levando em consideração o Brasil, o problema não é a falta de leis. Isso não nos falta. O conjunto de recursos naturais tem sua disciplina dispersa por diplomas vários. A legislação brasileira, incluindo estaduais, municipais e distrital, sobre recursos naturais, principalmente sobre a necessidade de sua conservação poderia compor a maior coletânea já elaborada pelo ser humano. Mesmo assim, importante destacar, a legislação nem sempre contempla todos os tipos de recursos naturais que são passíveis de utilização econômica.




    Ademais, esses diplomas normativos são dispersos, assistemáticos e na sua generalidade desatualizados, não se ajustando às possibilidades deixadas em aberto pelas técnicas jurídicas hoje em dia aplicáveis.




    Para piorar, houve uma sucessão de regimes legais em matéria de recurso naturais, com manutenção de regimes transitórios. Se não bastasse, essa confusão ainda é alimentada pela existência de uma concorrência normativa, inclusive entre órgãos de um mesmo ente federativo, sem qualquer preocupação em estabelecer um sistema coerente e observar uma hierarquia jurídica.




    Fato é que os recursos naturais se encontram disciplinados por um conjunto de normas. Há uma sobreposição de disciplinas sobre esse tema. Basta lembrar da existência do Direito do Petróleo, do Direito Minerário, do Direito Agrário, do Direito dos Recursos Hídricos, do Direito Florestal e do Direito da Energia. Parte das normas encontram-se no Direito Público (Constitucional, Internacional, Administrativo e Ambiental) e outra parte em ramos do Direito Privado. Por isso, pode-se dizer que os Recursos Naturais englobam um âmbito jurídico que tem um pé no Direito Público e outro pé no Direito Privado. Porém, evidentemente, nem sempre se trata de um Direito Privado incidente sobre relações jurídico-privadas. Poderá ocorrer de uma norma privada ser utilizada para regular a própria atuação da Administração Pública.




    Diante da existência de diferentes normas de diferentes ramos jurídicos de diferentes órgãos de diferentes entes federativos disciplinando os recursos naturais, que para alguns juristas seriam inclusive autônomos a depender do tipo de recurso, restam evidentes as dificuldades de apreensão do próprio quadro normativo vigente, de modo que para a análise de um correto enquadramento jurídico dos recursos naturais não se mostra suficiente apenas fazer uma coletânea dos diversos enunciados jurídicos existentes. Não basta reunir todas as leis sobre recursos naturais, sem integrá-las em um todo harmônico, que responda a uma sistemática comum. Mais do que isso, faz-se necessário analisar as diversas leis buscando analisar, especialmente, o conjunto de normas que disciplinam a titularidade e possibilitam (o acesso e o uso) e limitam (controlam e protegem) o aproveitamento desses recursos, considerando sua extrema importância e de seu valor diferenciado para a sociedade, para os Estados e para a manutenção da própria vida da espécie humana no Planeta Terra. Não é, evidentemente, um trabalho fácil.




    Porém, somente essa análise conjunta e sistemática sobre as normas que disciplinam os recursos naturais como um todo, no âmbito de um Direito Geral sobre os Recursos Naturais, é que será possível compreender, realmente, a forma pela qual esses recursos podem ser explorados.




    Outro ponto de destaque sobre o enquadramento jurídico dos recursos naturais é que, desde sua origem, o homem se utiliza dos elementos encontrados na natureza para garantir sua sobrevivência e expandir seus domínios. Por essa razão, desde sempre, a titularidade dos recursos naturais tem sido objeto normas jurídicas, escritas ou costumeiras. E é perceptível, nos estudos dos historiadores jurídicos, que o mais comum foi que os governos (mesmo em suas formas mais primitivas) reivindicassem para si direitos de propriedade sobre tais recursos naturais, especialmente aqueles não renováveis77.




    Nos sistemas jurídicos filiados à tradição romano-germânica, percebeu-se que, à medida que Roma se expandia, os cidadãos que exploravam a atividade minerária, quando seus esforços eram bem-sucedidos, passaram a ser obrigados a pagar parcela da riqueza ao Estado, parcela esta que poderia atingir 50%78. Por vezes, o próprio estado romano assumia os terrenos ricos em minérios79. Evolução semelhante verificou-se na Grécia Antiga, onde a exploração das minas de prata80 representaram relevante fonte de recursos para as atividades governamentais da época81 .




    Assim sendo, nos países de tradição romano-germânica, o vínculo patrimonial entre a exploração de recursos naturais e o Estado/Soberano foi se intensificando ao longo dos séculos, de modo que essa riqueza foi sendo considerada como parte do “patrimônio real” ou estatal82. No período medieval, quando os Estados se confundiam com as figuras dos soberanos, estes faziam prevalecer seus pretensos direitos de propriedade do subsolo e geralmente logravam êxito em avocar para si aqueles direitos, exigindo parcelas das receitas deles decorrentes83.




    Aponta-se, por exemplo, que, em 1347, o rei sueco passou a integrar as joint ventures que tradicionalmente realizavam a mineração de cobre naquele país, auferindo receitas que viriam a ser conhecidas como “royalties”84. A própria etimologia do termo “royalty”85, aliás, ressalta essa origem de vínculo patrimonial entre as receitas de recursos naturais e o soberano.




    Nesse contexto, até o século XIX, as coroas francesa, espanhola e portuguesa exigiam royalties dos particulares que gozassem de direitos de exploração de quaisquer recursos minerais em seus territórios (mediante a concessão de licenças), tanto no continente europeu quanto nas colônias além-mar, com o objetivo de maximizar a arrecadação de receitas.




    A partir do século XIX e durante a maior parte do século XX, os recursos naturais seguiram sendo considerados juridicamente vinculadas ao Estado, integrando o seu patrimônio. E o arranjo técnico da exploração de recursos naturais não renováveis, na maior parte dos países, consistia em concessões a empresas privadas, às quais cabia a exploração e extração dos recursos. Estas empresas, em contrapartida, pagavam royalties ao governo, além de ocasionalmente outras remunerações (e.g., bônus de assinatura e tributos)86.




    Já nos sistemas jurídicos de common law partiu-se de uma presunção de que a exploração de recursos naturais poderia ser realizada com base em uma autorização do proprietário do solo (que poderia ser ou não o próprio Estado). Na Inglaterra, por exemplo, com tradição de common law, ainda que fosse assegurado aos particulares um direito inerente de exploração do subsolo, a coroa exigia royalties nos casos em que os recursos explorados fossem metais preciosos87.




    Verifica-se que, antes da chegada dos portugueses ao território do que hoje se chama de Brasil, já se considerava, no Tratado de Tordesilhas, a possibilidade de existência de importantes recursos naturais, como o ouro e a prata. Esse tratado consagrou as fronteiras dos territórios ultramarinos que serviriam para conquista, ocupação, desbravamento e colonização da terra e exploração dos recursos naturais. Pode-se dizer que foi a “primeira norma” em vigor no território brasileiro sobre recursos naturais.




    Em seguida, esse imenso conjunto de terras foi “descoberto” pelos exploradores portugueses, que tomaram “posse” para o Rei de Portugal. Esse território passou a integrar a Coroa daquele país como uma colônia de exploração e foi desmembrado por meio das capitanias hereditárias e sesmarias. Nesse período colonial, os primeiros fenômenos de finanças públicas foram de natureza patrimonial e regaliana. Os donatários e sesmeiros, como esclareciam de forma explícita as cartas forais, tinham que cumprir obrigações financeiras perante a Metrópole (as quais se caracterizariam como verdadeiros direitos regalianos da Coroa), especialmente o famoso quinto dos metais preciosos, o privilégio dos engenhos d’água, o estanco do pau-brasil e o dízimo do pescado88.




    Nesse cenário, dos primórdios da Colônia até meados do século XVIII89, não era possível falar, ainda, em tributos sobre a exploração de recursos naturais. A propriedade dos recursos minerais pertencia à Coroa, que franqueava aos particulares o direito de exploração destes recursos, mediante o pagamento de participações de regalia (equivalentes a royalties) pelos prospectores de minérios, em um regime de concessão moldado na Europa, destacando a participação conhecida como “quinto”90.




    Ademais, uma varredura atenta na documentação demonstra que, ainda na vigência das Ordenações Manuelinas, assim denominadas porque promulgadas pelo Rei Português Dom Manuel, já podiam ser observadas a presença de restrições ao uso de determinados recursos madeireiros. Em 1548, o uso do pau-brasil passou a ser de exclusividade da Coroa, tendo sido criado, posteriormente, no ano de 1605, o Regimento do Pau Brasil. Dois séculos depois, em 1757, as áreas localizadas numa área dentro da faixa de 10 léguas na costa e os rios adjacentes passaram a ser consideradas como propriedade real.




    Impulsionada pela premente necessidade, a Coroa, no ano de 1795, expediu Cartas Régias declarando ser de sua propriedade toda a madeira destinada à construção de suas embarcações. Esses recursos estavam se tornando escassos e a hegemonia da frota naval portuguesa estava ameaçada por exiguidade de matérias primas. Por conta dessa legislação, essas madeiras passaram a ser denominadas de “madeira de lei”. Contava-se entre elas espécies como o araribá, o vinhático e a sucupira, dentre outras.




    Seja como for, tanto no período colonial, quanto no período imperial, houve preocupação referente aos recursos naturais no sentido de exploração e desenvolvimento da colônia. Evidentemente, o foco não era sua sustentabilidade, mas sim os recursos econômicos que a exploração desses recursos naturais viabilizava.




    Um resumo sobre a história dos recursos naturais no Brasil pode ser obtido de AFONSO ARINOS DE MELO FRANCO91:




    “No Brasil, isto é, em realidade, uma coisa terrível, porque este é um país criado para ser devastado, já desde o século XVI. Começou com a exploração do pau-brasil, o pau de tinta do século XVI, antes do ouro. O ouro veio no século XVIII. Estavam pensando em ouro, mas arrancando árvores, como mostram todos os documentos da época e todas as gravuras. Até na França, sabemos, há uma igreja do século XVI que tem frisos com cenas contemporâneas de derrubada de pau-brasil. Aqueles índios brasileiros cortando pau-brasil, para eles, eram um espetáculo formidável (...). Isso quer dizer que a primeira cena divulgada internacionalmente sobre o Brasil aparece na Europa e é a derrubada de árvores. Essa derrubada de árvores acompanhou a civilização brasileira, acompanhou a civilização do açúcar - toda a civilização do açúcar -, a monocultura do açúcar no Norte, o período holandês. A Bahia, toda ela foi feita pela derrubada das matas, para plantar cana. À monocultura da cana, segue-se a civilização do café, e a civilização do café foi predatória de florestas. Quando a gente lê sobre os viajantes do Primeiro Reinado, como Saint-Hilaire, ou Martius, que foram até Minas, fica-se sabendo que eles atravessaram toda a província fluminense no meio de florestas. Depois, as florestas começaram a desaparecer no Segundo Reinado, com a vinda do café, e a civilização de hoje – a civilização da soja e a do trigo, todos esses tipos de civilização, mesmo do gado, repousam na eliminação das florestas. Hoje estamos fazendo essa coisa gigantesca que é acabar com a Amazônia; é o empreendimento mais formidável que qualquer povo já encetou, o de enfrentar a tarefa de acabar com a Amazônia, e temo que tenhamos sorte”.




    Fato é que, em decorrência dessa exploração de recursos naturais, começaram a surgir leis disciplinando os direitos de propriedade sobre os recursos naturais, mas também quem poderia usar esses recursos e se esses recursos poderiam ser comprados ou vendidos. Uma vez que alguém tem direitos sobre um recurso, ela geralmente pode decidir quem pode usar e até decidir vender esses direitos da maneira que escolher, embora haja exceções. E as legislações passaram a prever, ainda, a incidência de participações governamentais sobre a exploração econômica dos recursos naturais.




    Assim, no período republicano, principalmente após 1934, estabeleceu-se uma distinção clara entre propriedade do solo (Estática) e exploração dos recursos naturais nele presentes (dinâmica), prevendo-se uma espécie de regalia, para que o Governo passasse a receber uma parcela do produto resultante da exploração econômica do recurso natural. Também ficou estabelecida uma distinção entre aquele que detém o direito de exploração do recurso natural (que pertence à União) e o direito do superficiário, o que concede ao proprietário do solo o direito de receber algum valor pela exploração econômica dos recursos naturais subjacentes.




    De todo modo, dessa origem regaliana, surge um regime jurídico não-tributário para exigência de pagamentos para a Coroa/Estado pela exploração de recursos naturais, mediante expedição de autorizações e concessões, muitas delas para empresas estrangeiras. Nem todas as cobranças possuíam a denominação de imposto ou de tributo.




    Passou-se, então, a estabelecer um regime de tributo quando a propriedade e a atividade exercida são privadas e um regime de participação quando a propriedade e a atividade são públicas.




    Embora o texto constitucional, precisamente o art. 20, § 1º, faça menção a três categorias de recursos naturais, passíveis de participações governamentais, quais sejam, (i) petróleo e gás natural; (ii) minérios, e (iii) recursos hídricos para geração de energia, vale mais uma vez registrar que o foco de análise no presente trabalho será sobre o petróleo e o gás natural.




    Feita essa contextualização inicial sobre os recursos naturais, faz-se necessário analisar a regulamentação das atividades de exploração de petróleo e de gás natural e o seu desenrolar no cenário socioeconômico brasileiro e mundial desde o final do século XIX até os dias de hoje.




    Até porque, enfim, é raro haver um único dia sem que o petróleo seja mencionado na mídia, seja a respeito do impacto do seu preço na economia, seja sobre o impacto das suas atividades no meio ambiente, seja, ainda, em razão do seu papel nas relações internacionais, ou, ainda,




    É o que se passa a fazer.




    1.3. HISTÓRIA DO PETRÓLEO




    A compreensão da atual regulamentação da participação governamental exige uma compreensão prévia da origem e da evolução da Indústria do Petróleo no Brasil e no mundo. Vale, então, fazer algumas considerações sobre o assunto para fins de contextualização.




    Pois bem. Sem prejuízo de reconhecer que a utilização do petróleo pelo ser humano remonta a tempos bíblicos92, quando ele aflorava à superfície, formando poças de uma substância negra93, diz-se que a origem da Indústria do Petróleo e o início da revolução econômica causada por esse recurso natural se deu, “numa série de lampejos acidentais”94, no século XIX, precisamente na década de 1850, na costa leste dos Estados Unidos95, e que, em pouco tempo, transformou a economia mundial96.




    Porém, a trajetória das atividades de exploração e produção de petróleo no Brasil97 foi muito mais lenta que no resto do mundo desenvolvido e até em relação aos demais países da América.




    Tratando-se de um tema complexo, principalmente em razão da influência do contexto político de cada época, buscou-se desdobrar, aqui, a evolução da indústria e, consequentemente, o regime jurídico dessas atividades de exploração e produção, no Brasil, em pelo menos três períodos históricos levando em consideração, como eixo central, a existência da Petrobras: (1) Período Pré-monopólio da Petrobras; (2) Período do Monopólio da Petrobras; (3) Período Pós-monopólio da Petrobras.




    1.3.1. PERÍODO PRÉ-MONOPÓLIO DA PETROBRAS




    Esse período pré-monopólio98 engloba duas etapas principais: a primeira (1860/1930), a da livre iniciativa doméstica e da fraca intervenção estatal; a segunda (1930/1953), caracterizada pela descoberta da primeira acumulação de petróleo e da forte intervenção estatal.




    A partir da descoberta de petróleo nos Estados Unidos e, principalmente, das técnicas de exploração e produção, embora com tecnologias arcaicas, se iniciou a febre do “ouro negro” e uma imensa corrida pelo petróleo, que nunca mais teve fim desde então. Houve uma rápida proliferação de pequenas empresas de extração e comercialização de petróleo, além de uma onda de perfuração de poços. Mas houve também grande investimento em oleodutos, refinarias e transportadores99.




    Não se pode analisar esse início da Indústria Mundial sem falar na STANDARD OIL COMPANY100, que deu origem, após fusões e incorporações, à EXXON-MOBIL, à CHEVRON-TEXACO e outras101. Paralelamente, surgiram na década de 1900, nos Estados Unidos, a GULF OIL CORPORATION102 e a Texas Oil Company (TEXACO), entre outras empresas. A revolução causada pelo petróleo não ficou somente restrita aos Estados Unidos. Em 1890, foi criada a SHELL103, e, em 1901, a ANGLO-PERSIAN OIL COMPANY, que se tornou a BP104.




    Surgiu, assim, a Indústria do Petróleo e com ela as grandes empresas de petróleo e seus cartéis, beneficiadas por contratos extremamente draconianos e favoráveis às oil companies.




    1.3.1.1. FASE DA FRACA INTERVENÇÃO ESTATAL




    No Brasil, em razão da Constituição Imperial de 1824105, vigorava o regime dominial. Tudo era do Governo Imperial. Então, a partir da década de 1860, o Governo brasileiro passou a conceder concessões para exploradores iniciarem a busca por jazidas de petróleo106. Tinha-se conhecimento, apenas de maneira esparsa, não-científica, da existência de emanações de óleo e gás em algumas regiões do Brasil.




    Em 1875, com o Aviso n. 175, houve a criação da Comissão Geológica do Império, com o objetivo de construir um mapa geológico do Brasil. Porém, o Governo Imperial não tomou iniciativas próprias de realizar pesquisas específicas para buscar petróleo, de modo que as poucas pesquisas e explorações realizadas foram exclusivamente particulares, de forma esparsa, com equipamentos pouco apropriados, não apresentando nenhuma descoberta importante.




    Com o advento da República e da Constituição de 1891107, esta substituiu o regime dominial de propriedade das minas pelo regime de acessão, atribuindo a propriedade do subsolo e de suas riquezas ao proprietário do solo respectivo, como propriedade acessória, similarmente ao modelo empregado nos Estados Unidos. Portanto, a propriedade dos recursos minerais porventura encontrados no subsolo seria do proprietário do solo, podendo este explorar os recursos minerais contidos no subsolo de sua propriedade da maneira que lhe conviesse, sem nada dever ao Estado por isso. E não havia qualquer previsão de compensações financeiras em razão da exploração desses recursos minerais. Há, por essa razão, o aumento de iniciativas privadas108. Registra-se que, sob o regime constitucional de 1891, existiria as minas de propriedade da União, as minas de propriedade dos Estados e as minas de propriedade particular109. Tanto a União quanto os Estados legislavam a exploração e de realização de pesquisas geológicas110. Mesmo assim nada mudou.




    Apesar de o Governo ter iniciado sua participação na prospecção de petróleo com o Serviço Geológico e Mineralógico do Brasil (SGMB)111, não há notícia de descoberta com viabilidade comercial para permitir uma produção, havendo inclusive dúvidas sobre a existência de petróleo no Brasil112. Começa a haver, contudo, nesse período, o início da mudança de tratamento jurídico às atividades de exploração de petróleo113.




    Nesse período, a propriedade privada do petróleo (entendido como recurso mineral) estaria vinculada à propriedade do solo e, após extraídos, eram considerados frutos do solo/subsolo, permitindo ao proprietário uma grande autonomia na gestão desses recursos. Isso incluía a liberdade do particular proprietário das terras de estabelecer contratos de exploração, praticamente sem a necessidade de intervenção do Estado, e a possibilidade de receber pagamento pelos recursos extraídos diretamente do explorador, seja em dinheiro ou em petróleo. Esse modelo refletia uma visão que priorizava os direitos de propriedade privada sobre os recursos naturais. Era um modelo muito semelhante ao modelo estadunidense.




    No Brasil, nesse período, com o aumento do consumo de derivados114, as grandes empresas começaram a se instalar. A princípio, somente para distribuir combustíveis e outros derivados de petróleo. Em 1912, a STANDARD OIL COMPANY OF BRAZIL115 (que posteriormente passou a ser chamada de ESSO116) chegou ao Brasil, para distribuir combustíveis e lubrificantes, vendidos em tambores e latas. Em 1913, a SHELL foi autorizada a operar no Brasil, sob o nome da sua subsidiária “Anglo Mexican Petroleum Products Company Limited”117. Em 1915, a TEXACO se instalou no Brasil sob o nome de “Texas Company”. Em 1922, foi a vez da ATLANTIC Refining Company of Brazil a se instalar no Brasil. Todas se instalaram como distribuidoras. E o Brasil continuava a depender integralmente de combustíveis e lubrificantes importados e os grupos estrangeiros já controlavam grandes concessões outorgadas pelos governos estaduais118.




    Em âmbito mundial, a Indústria do Petróleo, na década de 1920, já tinha se tornado a principal fornecedora de energia no mundo, em grande parte devido ao advento do motor de combustão interna, especialmente para os automóveis. Ficou evidenciado, na Primeira Guerra Mundial, que o motor a combustão permitiu uma melhor mobilidade das tropas no mar e na terra, o que fez com que os exércitos passassem a reinventar as suas táticas e estratégias de guerra. A produção de veículos aumentou muito e a necessidade por gasolina fez com que houvesse o surgimento nessa época dos postos de gasolina, que antes era apenas vendida em galões de difícil manuseio.




    Após o término da Primeira Guerra Mundial, vários países da América Latina já haviam descoberto petróleo em seus territórios e iniciou-se a aquisição de terras e a busca por petróleo em diversas partes do mundo, especialmente na região do Oriente Médio, desencadeando uma disputa pelo controle de reservas e mercados petrolíferos. A produção e o consumo de petróleo passaram a ser de vital importância para as relações internacionais e frequentemente se tornaram um fator decisivo na formulação da política externa119. A posição de um país na economia mundial passou a depender de sua capacidade de produção em relação ao seu consumo. No Brasil, entretanto, não houve desenvolvimento significativo nesse contexto.




    No Brasil, mesmo não havendo qualquer descoberta de petróleo, a legislação brasileira foi incorporando restrições a um direito ilimitado do proprietário sobre as riquezas minerais do subsolo, incluindo o petróleo120. E ainda havia uma discussão entre o Governo Federal e Governos Estaduais sobre a competência para autorizar a exploração de petróleo121.




    Além de todas as mudanças legislativas (e outras tentativas122) que buscavam estimular a exploração de petróleo, o SGMB fornecia equipamentos e assistência técnica às empresas privadas que se dispusessem a fazer pesquisas e, vez por outra, diretamente perfurava poços por conta própria123. Apesar das limitações técnicas e operacionais da época124, mesmo encontrando evidências de petróleo e gás natural125, não foi possível encontrar qualquer jazida viável economicamente.




    1.3.1.2. FASE DA FORTE INTERVENÇÃO ESTATAL




    Até 1934, o Brasil era campo aberto a companhias, estrangeiras ou nacionais, dotadas de muitos ou poucos recursos: quem quisesse vir pesquisar petróleo no País, podia vir; quem quisesse aqui se estabelecer com imensos capitais podia fazê-lo e ninguém o fez.




    Após a Revolução de 1930, com a chegada de Getúlio Vargas à Presidência da República, a situação da exploração e da produção do petróleo no Brasil não mudou muito. O petróleo ainda não se apresentava como um problema nacional126. Mas foram iniciadas medidas mais fortes de intervenção no setor127, com o objetivo de proteção das riquezas naturais, racionalização dos processos de exploração e centralização normativa federal da matéria.




    O marco dessas mudanças ocorreu com a edição do Código de Minas (Decreto n. 26.642, de 10 de junho de 1934), que atribuiu para União todas as riquezas do subsolo que não fossem objeto, ainda, de exploração (artigos 5º, § 1º, e § 2º, e 11 do Código de Minas). Em virtude dessa legislação, passou a haver uma distinção entre solo/subsolo e jazida, bem como a individualização da jazida como objeto de propriedade. Há, ainda, a propriedade privada do solo/subsolo, bem como das jazidas nele existentes. Porém, a União avocou para si o poder/dever de fiscalizar a propriedade privada sobre as jazidas, por meio dos institutos da concessão e da autorização. Com isso, as riquezas minerais contidas em determinada área de terra, para serem exploradas, passaram a demandar uma concessão especial do governo federal, tanto para pesquisa quanto para lavra, o que acabou acarretando a revogação das autorizações para a pesquisa de petróleo outorgadas antes da Revolução de 30 a grupos multinacionais e seus representantes (art. 3º do Código de Minas). O Código de Minas também acabou impedindo que os governos estaduais outorgassem concessões a “torto e a direito”. A partir de então, caberia ao governo federal controlar o petróleo brasileiro, se e quando fosse achado. Houve, de certo modo, a redução da liberdade contratual privada e surge a previsão de pagamento de participação ao proprietário da jazida e ao Governo128. Pode-se dizer que essa foi a primeira previsão de uma participação governamental.




    Posteriormente, a Constituição de 1934129 reconheceu o petróleo como um bem estratégico. Reforçou a distinção entre a propriedade do solo e a propriedade do subsolo e determinou que o aproveitamento das jazidas, ainda que de propriedade privada, não poderia mais ser feito livremente pelo proprietário e dependeria de autorização ou concessão federal prévia, na forma que a lei estipulasse. A Constituição também atribuiu à União a competência legislativa sobre a matéria. Ademais, previu que somente as empresas “organizadas no país”, embora pudessem ser controladas por estrangeiros, poderiam requerer e receber autorizações ou concessões para a exploração de minérios, o que incluía o petróleo. Os recursos naturais continuavam a pertencer ao proprietário do solo em sua inteireza, mas caberia ao Estado seu controle, fiscalização e outorga da exploração e produção.




    Nesse período, houve uma série de disputas sobre a exploração do subsolo brasileiro, envolvendo a Administração Pública (especialmente o DNPM), empresário privados nacionais e grupos de interesses de grupos econômicos internacionais (abstratos ou efetivos). Estas disputas foram da contestação judicial do Código de Minas130 à polêmica aberta pelos defensores da exploração do petróleo pela iniciativa privada131.




    A Constituição de 1937 manteve a distinção da propriedade do solo e do subsolo, estabeleceu a obrigatoriedade de autorização federal para atividades de aproveitamento industrial de minas e jazidas e inovou ao estabelecer que a autorização somente poderia ser concedida a brasileiros ou empresas constituídas de acionistas brasileiros132, restringindo ainda mais a participação estrangeira no setor e ampliando a nacionalização iniciada no texto constitucional anterior.




    Com base na Constituição 1937, o governo editou o Decreto-Lei n. 366, de 11 de abril de 1938, que alterou o Código de Minas vigente à época (Decreto n. 24.642/34), incorporando dispositivos específicos sobre petróleo e gás natural (artigos 96 a 118 do novo Título VIII), decidindo pela nacionalização das reservas brasileiras de petróleo, aproveitando-se da decisão de nacionalização do petróleo no México pelo governo do general Lázaro Cárdenas. Como visto, o proprietário da superfície era considerado proprietário também das riquezas do subsolo (incluindo-se aí o petróleo) até a edição do Decreto-lei n. 366/38, momento em que as jazidas de petróleo passaram a compor o domínio da União ou dos Estados, segundo a sua localização133. O Código de Minas também passou a prever que a exploração do petróleo poderia ser feita por meio de concessões ou diretamente pela União.




    Essa mudança na legislação sobre a exploração de petróleo reflete uma evolução significativa na gestão dos recursos naturais. Anteriormente, a exploração era regida por contratos privados, focados nos frutos do solo. Com a primeira reforma, esse contrato privado passa a ser fiscalizado pelo Estado. Posteriormente, o Estado assume um papel central como proprietário dos recursos minerais, estabelecendo contratos administrativos com empresas privadas para a exploração. Essa transição também garantiu que os benefícios da extração de recursos fossem compartilhados com a sociedade, através do pagamento ao Governo Federal da quota de 9% da produção efetuada em petróleo bruto ou o valor correspondente em dinheiro, configurando o pagamento do que hoje a legislação estabelece como royalty.




    Pode-se dizer que, considerando que nenhuma descoberta de jazidas de petróleo e gás natural tinha sido informada até então no território brasileiro, tal legislação de 1938 acabou por “desapropriar” sem indenização todos os latifúndios subterrâneos que os grandes grupos multinacionais da indústria petrolífera poderiam estar acumulando por meio de instrumentos públicos ou privados, caso interessadas apenas em impedir, de fato, toda e qualquer possibilidade de pesquisa.




    Com a criação do Conselho Nacional do Petróleo (CNP), aumentou a tendência nacionalista134 sobre o conjunto da indústria e do comércio de petróleo e seus derivados135 (o que já estava acontecendo em vários outros países136). Porém, de fato, nada foi estatizado ou monopolizado. Naquele período, o Brasil só dispunha de uma refinaria para o desdobramento de derivados de petróleo137. E, ainda, nenhuma descoberta com viabilidade comercial. Todo combustível consumido no Brasil era importado por multinacionais138. E a distribuição e o varejo deixaram de ser nacionalizados. Por serem altamente lucrativos, acredita-se que, com isso, foram mitigadas as possíveis resistências dos grupos estrangeiros à “nacionalização” da exploração e produção.




    Todas essas mudanças normativas não impediram que, paralelamente, diversos investidores tenham buscado constituir empresas com objetivo de pesquisar por petróleo em diversas regiões do Brasil. O mais famoso destes investidores fundando diversas companhias foi o escritor Monteiro Lobato139, que talvez tenha sido o mais empenhado defensor da necessidade de descobrir petróleo em território nacional durante a década de 1930. É possível citar a criação de uma série de empresas brasileiras no período: Companhia Nacional do Petróleo (1932)140; Companhia Petróleos do Brasil (1932)141; Companhia Nacional para Exploração de Petróleo (1932)142; Companhia Brasileira de Petróleo S.A. (1932)143; Companhia Brasileira de Petróleo Cruzeiro do Sul (1933)144; Companhia Geral de Petróleo Pan-Brasileira (1934)145; Companhia Matogrossense de Petróleo (1938)146, entre outras.




    Porém, existem diversos relatos demonstrando que não era nada fácil tentar empreender na exploração de petróleo. Diversas iniciativas ou foram sabotadas ou recebiam ameaças, pelo governo ou pelos “poderes ocultos”, ou afundavam porque o Poder Público não colaborava147. Para Lobato, a Constituição de 1934 e o Código de Minas de 1938, ao transferirem para União a propriedade das jazidas no subsolo e estabelecerem restrições e limitações para exploração de petróleo, sob disfarce do discurso nacionalista, estaria de acordo com os interesses dos grandes grupos econômicos internacionais, ao criaram uma espécie de reserva de mercado que seria explorada pelas grandes empresas internacionais quando se esgotassem as reservas que dispunham à época148.




    Paralelamente a esse desenvolvimento da legislação no Brasil, já havia o domínio do mercado petrolífero internacional, das reservas e dos preços do petróleo pelo “cartel das sete irmãs”149, em referência às sete maiores empresas petrolíferas, que dominava o mercado petrolífero internacional e os preços do petróleo, por deterem aproximadamente 85% das reservas mundiais. Elas fizeram parte de um processo geopolítico e econômico, em razão da confluência de interesses entre empresas petrolíferas e governos dos países de origem, em razão da apropriação da maior parte da renda petrolífera nos países de origem, de modo que contaram com o apoio político e influências desses sobre os governos dos países onde operavam.




    Em razão da percepção da alta lucratividades das empresas petrolíferas e influenciados por uma onda nacionalista, de descolonização e de independência de países da África e da Ásia, impulsionada pela Carta da ONU de 1945, reconhecendo o direito dos povos colonizados à autodeterminação, muitos países detentores de recursos petrolíferos passaram a reivindicar e buscar maior participação na riqueza gerada pela produção e uso do petróleo. Ou seja, começaram a surgir iniciativas de nacionalização dos “lucros” e alguns países a querer modificar os termos financeiros de suas concessões e “aluguéis”150. Iniciou-se uma luta contra o cartel das empresas controladoras, que até então detinham o poder econômico, político e tecnológico. Buscava-se um maior equilíbrio entre os governos locais e as grandes companhias petrolíferas, para que os lucros fossem compartilhados entre os governos locais e os países consumidores151.




    A grande questão era a definição sobre quem deveria receber mais pela “generosidade da natureza”. As petroleiras ou arrendatárias (que arriscaram o capital, garantiram os contratos, agregaram valor onde não havia, investindo na expertise para descobrir, produzir e comercializar o petróleo), ou os países consumidores (que tributaram o petróleo importado), ou os países hospedeiros (que tinham soberania sobre o subsolo, poder, estatuto, questões de nacionalismo, influência, importância etc.)152.




    Nessa onda nacionalista, em 1938, o México nacionalizou as suas reservas, criando a Petróleos Mexicanos – PEMEX. Em 1943, o Governo da Venezuela firmou um acordo histórico com as empresas petrolíferas que atuavam em seu território, o acordo “fifty-fifty”, que acabou sendo um divisor de águas na indústria petrolífera, pois previa a divisão igualitária do lucro proveniente da venda do petróleo entre o Estado e o consórcio. Em troca do acordo, questões sobre a validade das concessões foram ignoradas e as empresas puderam continuar operando na região. Em 1945, dois anos após o acordo, após um golpe de Estado, o novo governo venezuelano sentiu que a divisão estava sendo na verdade uma divisão 60-40 em favor das empresas e instituiu revisões nas leis tributárias para garantir uma divisão verdadeiramente 50-50. Com essas mudanças, a receita do governo em 1948 foi seis vezes maior do que em 1942 e, assim, a Venezuela alcançou seus objetivos nacionais sem nacionalização.




    No Brasil, as coisas sempre parecem mais lentas. Não seria diferente com o petróleo. O primeiro poço com jorro de petróleo em terras brasileiras oficialmente reconhecido somente ocorreu em 1939 na cidade de Lobato na Bahia153, apesar de todos os esforços para dificultar a exploração de petróleo no local154. Oitenta anos após a primeira descoberta de petróleo nos Estados Unidos. E, mesmo assim, a descoberta não foi considerada viável comercialmente.




    Logo após, em 29 de janeiro de 1940, um novo Código de Minas (Decreto-Lei n. 1985) foi promulgado, caracterizando-se por seu nacionalismo. A regra da exploração da jazida mediante concessão foi mantida, mesmo em propriedade particular. Enquanto não fosse concedida, a mina não seria passível de fruição legítima, nem mesmo pelo proprietário do solo155.




    Em seguida, foi editado o Decreto-Lei n. 3.236, de 7 de maio de 1941, que, na prática, reescreveu o Decreto-Lei n. 366/1938, mas retirando o regime legal das jazidas de petróleo e gás natural do corpo do Código de Minas. Foi afirmado que as jazidas de petróleo e gás natural existentes em território nacional pertenceriam ao domínio exclusivo da União, reiterando a nulidade de qualquer eventual registro privado. A pesquisa e a lavra do petróleo e gás natural deveria ser autorizada e fiscalizada pelo Conselho Nacional do Petróleo, por sociedades organizadas no país e cujos sócios ou acionistas fossem brasileiros com participação da União. Esse Decreto-Lei vigorou até 1953.




    Destaca-se que, nesse período, de 1941 a 1953, foram descobertos os campos de Candeias156, Aratú, Dom João e Água Grande, até hoje os maiores campos terrestres já encontrados no Recôncavo.




    Em 29 de outubro de 1945, terminada a guerra, o Presidente Getúlio Vargas foi deposto pelas Forças Armadas. O plano de construir refinarias não prosperou. E o primeiro ato do novo governo, chefiado pelo Ministro José Linhares, então Presidente do Supremo Tribunal Federal, foi abrir a indústria do refino a grupos estrangeiros, publicando no Diário Oficial uma resolução do Conselho Nacional de Petróleo nesse sentido157, para a qual o presidente desse órgão, coronel João Carlos Barreto, vinha pedindo sem resultado a autorização de Getúlio.




    Cinco anos depois de deposto, Getúlio foi eleito presidente em outubro de 1950. Em 1946, a Assembleia Nacional Constituinte, cuja eleição fora convocada por Getúlio em 1945, concluía seus trabalhos e votou uma nova Constituição. O novo texto constitucional não trazia grandes novidades para a indústria do petróleo.




    Diante do enorme esforço exploratório em todo mundo, nas primeiras décadas do século XX, inclusive em outros países da América Latina, havia um desinteresse das grandes empresas internacionais de petróleo pelo Brasil. Talvez pelo não reconhecimento de estruturas geológicas favoráveis a grandes descobertas, talvez pelo princípio da acessão na Constituição de 1891, que permitia discussões descentralizadas e dispersas com estados e proprietários de terra para e empreendimento de atividade de E&P158.




    Inúmeros fatores concorreram para a solução sociopolítica do monopólio do petróleo159: (1) o desinteresse das empresas internacionais pelas atividades petrolíferas no País (à exceção de uma manifestação formal de interesse da Standard Oil por autorização de pesquisa e concessão de lavra de petróleo no Brasil em 1940, o que era incompatível com a legislação então vigente), mesmo após a Constituição Federal de 1946 ter retirado a proibição à atuação de estrangeiros nas atividades do setor de petróleo como sócios ou acionistas de empresas brasileiras concessionárias (art. 153, § 1º); (2) a debilidade dos empreendimentos privados nacionais; (3) as preocupações estratégicas de abastecimento de derivados para as forças militares e para parte da indústria nacional; e (4) o apoio popular na campanha “O Petróleo é Nosso”. E, então, sob longa e forte campanha popular, o cenário da exploração e produção de petróleo e gás natural no Brasil começou a mudar com a criação da Petrobras.




    1.3.2. PERÍODO DO MONOPÓLIO DA PETROBRAS




    1.3.2.1. FASE TERRESTRE




    O projeto de criação da Petrobras, elaborado pela assessoria econômica da Presidência, liderada por Jesus Soares Pereira, foi assinado por Getúlio Vargas em 5 de dezembro de 1951 e enviado ao Congresso. Porém, sem a cláusula do monopólio. A ideia era evitar que o projeto, com essa cláusula de monopólio, fosse fortemente combatido. Curiosamente, os parlamentares da oposição passaram a apoiar a tese do monopólio estatal do petróleo e, também, da estatização das refinarias e de todas as subsidiárias que viessem a ser criadas em razão do complexo petrolífero estatal no Brasil.




    Assim, em 3 de outubro de 1953, surgiu a Lei 2.004, de criação da Petrobras e do monopólio do petróleo em nome da União160. Previu-se, também, que a Petrobras e suas subsidiárias, como executoras do monopólio da União, ficavam obrigadas a pagar a compensação financeira aos Estados, Distrito Federal e Municípios, de acordo com as regras estabelecidas em lei para esta compensação sobre o valor do óleo bruto, do xisto betuminoso e do gás extraído de seus respectivos territórios, onde se fixasse a lavra do petróleo.




    Em 10 de maio de 1954, a Petrobras fora instalada como empresa, com registro em cartório, com sede161, investidura de diretores e contratação dos primeiros funcionários162. Assim, em 1º de agosto de 1954, a Petrobras deixou de ser uma empresa de papel, uma abstração jurídica, e assumiu o controle de todas as reservas de petróleo do Brasil, tanto as já conhecidas como as que fossem descobertas no futuro, de todos os campos em pesquisa e exploração, de todos os navios transportadores, de todas as unidades de processamento e armazenamento de óleo bruto e derivados e de todas as outras instalações industriais ligadas à atividade petrolífera e de propriedade do governo federal.




    Na esfera política, o suicídio de Getúlio Vargas, em 24 de agosto de 1954, foi o desfecho para uma crise em que a Petrobras, criada pouco antes, teve papel decisivo. Afirmava-se à época que havia uma conspiração contra a Petrobras. Getúlio deixou uma carta com a frase: “À sanha dos meus inimigos, deixo o legado de minha morte…”.




    Coincidência ou não, na própria noite de 24 de agosto de 1954, o Vice-Presidente Café Filho escolheu o General Juarez Távora para a chefia do Gabinete Militar da Presidência. Ele tinha sido um dos comandantes mais ativos da campanha final contra Getúlio e liderara, no Clube Militar, a corrente contrária à solução nacionalista para o petróleo. Em seguida, poucos dias depois, vários jornais dos Estados Unidos começaram a sustentar que o novo Presidente poderia abrir as portas do Brasil para o capital estrangeiro, mesmo para a exploração do petróleo. Apesar de tudo163, o monopólio da União sobre o petróleo acabou não sendo alterado.




    Diferentemente do que ocorreu no resto do mundo, em que o contexto de nacionalização ocorreu em um ambiente caracterizado pela abundância de petróleo, onde o governo e sociedade se sentiam espoliados das suas riquezas pelas empresas internacionais, no Brasil, o contexto era de escassez de petróleo e não havia empresas internacionais no setor de E&P164.




    Quando a Petrobras foi criada, o Brasil produzia apenas 2.100 barris por dia de petróleo e refinava apenas 5.000 barris por dia. Na época, a produção do petróleo era de aproximadamente 10 milhões de barris por dia, sendo que a maior parte dessa produção estava no Oriente Médio. E na década de 60, a “nova fronteira” do petróleo mundial estava agora na África, com a descoberta de petróleo pelos franceses no Gabão e na Argélia. O Brasil dependia quase totalmente de petróleo e de derivados (gasolina, diesel, óleo combustível) importados.




    Apesar das pressões e tentativas de golpes de toda ordem, os Governos de Juscelino Kubitschek, Jânio Quadros e João Goulart (de 1956 a 1964) não modificaram o monopólio da Petrobras. Nos governos miliares (de 1964 a 1985) de Castello Branco, Costa e Silva, Emílio Garrastazu Médici, Ernesto Geisel e João Figueiredo também não buscaram intervir na atuação da Petrobras.




    Pelo contrário. Através da Constituição de 1967, o monopólio da União sobre as atividades de pesquisa e lavra de petróleo no Brasil foi consagrado no texto da Carta Magna do país. O art. 162 estabeleceu: “A pesquisa e a lavra de petróleo em território nacional constituem monopólio da União, nos termos da lei.”. A Lei a que se faz referência na Constituição na época de sua promulgação é a Lei 2.004/1953.




    Um ponto distintivo é que, diferente do que ocorreu no Oriente Médio, com a constituição de empresas públicas (capital 100% estatal) com a possibilidade de associação com empresas estrangeiras, a Petrobras foi constituída como sociedade de economia mista, por se entender que seria melhor permitir a associação do capital privado de forma mais orgânica165.




    Com isso, em um primeiro momento (1954/1963) a Petrobras teve condições de fazer uma revisão meticulosa das bacias conhecidas, concentrando suas atividades nas bacias do Recôncavo e da Amazônia, com esforço mais modesto nas demais. Em 1957, foi descoberta a acumulação de Jequiá, a primeira na Bacia de Sergipe-Alagoas e a primeira fora do Recôncavo Baiano.




    Em âmbito mundial, buscou-se um aperfeiçoamento dos modelos de concessão. Em 30 de dezembro de 1950, a Aramco166 e a Arábia Saudita assinaram um novo acordo baseado no princípio 50-50, aumentando o valor a título de royalties pagos aos sauditas. Isso foi possível porque existia nos Estados Unidos uma lei que permitia a dedução do valor gasto em países estrangeiros e, com isso, o imposto sobre a Aramco permaneceu o mesmo, mas o impacto do aumento do pagamento ao governo saudita foi transferido para o Tesouro dos EUA. Logo, o acordo saudita de 1950 produziu efeitos em cascata, à medida que os países vizinhos passaram a ganhar mais dinheiro com as empresas petrolíferas que abrigavam.




    Passo seguinte, as reservas passaram a ser nacionalizadas e foi sendo propagado o modelo de partilha167 nas regiões onde existiam concessões para a exploração e produção de petróleo.




    Foi o que ocorreu no Irã168, Arábia Saudita169 etc. A Kuwait Oil Company (KOC)170, por exemplo, concordou com um acordo de 50-50 no Kuwait e, em 1952, o Iraque também adotou um acordo de 50-50. Desta forma, o modelo 50-50 influenciou uma reformulação dos contratos de concessão praticados no Oriente Médio e Norte da África, introduzindo uma maior equidade nas partições das rendas petrolíferas e alterando as relações entre Estado e companhia.




    Também foi um período em que o consumo de petróleo também aumentou em razão da substituição do carvão, que tinha sido a fonte predominante de energia antes da Segunda Guerra Mundial171. 




    Em um segundo momento (1964/1968), com a Petrobras já estabelecida e estruturada, e já com presença significativa de técnicos brasileiros, houve a concentração de esforços ainda no Recôncavo, mas também nas demais bacias cretáceas costeiras no Norte (Bragança-Vizeu, São Luís, Barreirinhas e Pará-Maranhão) e no Leste brasileiro (Tucano, Sergipe-Alagoas172, Jequitinhonha, Nativo, no Sul da Bahia, e Espírito Santo). Por outro lado, houve uma diminuição das atividades exploratórias nas bacias amazônicas. Os resultados alcançados até então reforçavam a ideia de que as bacias terrestres brasileiras não conteriam acumulações significativas de petróleo.




    1.3.2.2. FASE MARÍTIMA




    Um terceiro momento (1968/1974) caracterizou-se pela manutenção das explorações no Recôncavo173 e pelas primeiras descobertas na porção terrestre da Bacia do Espírito Santo174, mas, principalmente, pelo decisivo avanço para o mar e pela primeira descoberta realmente importante no mar, o Campo de Garoupa na Bacia de Campos, em 1974.




    Um quarto momento (1975/1984) iniciou-se com as bacias terrestres em declínio, embora tenha ocorrido a descoberta de petróleo, na porção terrestre da Bacia Potiguar175, e de gás, na Amazônia. A Bacia de Campos era vista como nova esperança e a Petrobras começou a avançar na exploração para águas profundas com a melhoria da qualidade dos dados sísmicos e com a soluções para produção em lâminas d’água maiores que 120 metros. Navios com posicionamento dinâmico permitiram a perfuração em cotas batimétricas cada vez maiores. O aprofundamento da exploração marítima pela Petrobras passou a ser possível também em razão do aumento do valor do petróleo causado pelo novo contexto mundial.




    Em âmbito mundial, a partir dos inúmeros conflitos entre o Cartel Internacional e os Países Hospedeiros, surgiu um movimento dos países produtores para que se criasse um organismo que passasse a controlar a produção. Após, um forte aumento de preços pelas empresas petrolíferas176 no período que gerou a criação da OPEP - Organização dos Países Exportadores de Petróleo. A sigla dessa organização em inglês é OPEC – “
Organization of the Petroleum Exporting Countries.”.




    O principal objetivo da OPEP177 era coordenar e supervisionar as leis petrolíferas de seus países de forma a assegurar preços de petróleo “justos” e estáveis. De fato, a criação da OPEP garantiu que as empresas não ousassem mais cortar unilateralmente o preço postado novamente. Fora isso, nada mudou de imediato. Exceto o Irã, todos os países mantinham contrato com as companhias petrolíferas.




    Com a formação da OPEP, diversos países produtores de petróleo puderam trocar experiências e informações sobre os contratos vigentes. Querendo se apropriar de maior parcela dos altos lucros das empresas petrolíferas e levando em consideração algumas experiências nacionalistas178, alguns países produtores de petróleo começaram a reagir a esse modelo.




    Nesse contexto, as companhias estrangeiras começaram a ter que aceitar mudanças em seus contratos com a instituição uma maior imposição tributária sobre a produção ou de uma cláusula que previa a participação de uma empresa estatal (NOC) na concessão. Essa participação foi crescendo até chegar a 51%, fazendo surgir os contratos de partilha179 como uma evolução natural, e, com isso, o lucro transferiu-se gradualmente dessas empresas para os países membros da organização. Esse processo acabou estimulando uma nacionalização das reservas das empresas pelos países estrangeiros180. Com isso, as empresas das 7 irmãs acabaram dando origem às empresas estatais (National Oil Companies – NOCs), nos diversos países do Oriente Médio, ao perderem suas companhias que operavam na região181.




    A OPEP permitiu um maior controle sobre os preços de petróleo, o que provocou maiores ganhos para seus filiados, mas também provocando, nos anos 70, brutais elevações no preço do petróleo. Isso gerou grandes crises de petróleo, que a partir de 1973, elevou os preços internacionais primeiro de 3 para 13 e depois de 13 para até 30 dólares o barril.




    O Brasil estava muito longe da autossuficiência e as importações de petróleo e derivados pesavam cada vez mais na balança comercial brasileira, daí a necessidade de maior produção interna. Isso fez com que jazidas em águas mais profundas e as marginais, em terra, se tornassem viáveis, favorecendo os grandes investimentos, que resultaram em mais descobertas e acréscimo geométrico das reservas e de produção.




    Foi então que surgiram os contratos de risco, assinados a partir de 1976, pelos quais empresas privadas, inclusive estrangeiras, poderiam explorar petróleo no Brasil. Assim, as empresas estrangeiras Shell, Exxon, Texaco, BP, ELF, Total, Marathon, Conoco, Hispanoil, Pecten, Pennzoil, além de companhias brasileiras como a Paulipetro, Azevedo Travassos, Camargo Corrêa, entre outras, e mais a Petrobras, passaram a participar do cenário exploratório. Porém, tais contratos praticamente não deram resultado, mas também não prejudicaram a Petrobras.




    Foram descobertos, no período, o campo de gás do Juruá, na Bacia do Solimões, e os campos Fazenda Belém e no Alto do Rodrigues, na Bacia Potiguar. Em terra também foram descobertos Riacho da Barra no Recôncavo e Pilar em Sergipe-Alagoas. A Azevedo Travassos encontrou modestas acumulações no Rio Grande do Norte. No mar aconteceu a primeira descoberta por uma empresa sob contrato de risco, a Pecten, o campo de gás de Merluza, na Bacia de Santos. Foram descobertos, ainda, na Bacia de Campos, os campos de Namorado, Enchova, Carapeba, Marimbá e o gigante Albacora, já indicando o irreversível caminho das águas profundas. A meta dos 500 mil barris por dia foi atingida ao final de 1984, com a antecipação de quase um ano. Nessa fase foram perfurados pela Petrobras 885 poços em terra e 750 no mar. As empresas sob contrato de risco perfuraram 51 poços em terra e 64 no mar.




    Nos governos civis que vieram depois dos militares, a Petrobras foi bem protegida no governo José Sarney (1985-1990). A Petrobras também não chegou a ser muito alcançada pelo furor privatizante do governo de Fernando Collor (1990-1992), abreviado pelo impeachment, e não sofreu impactos no Governo Itamar Franco (1992-1994).




    Nesse período, o quinto momento do período do monopólio (1985/1997) teve como características a confirmação da vocação da Bacia de Campos, com outras descobertas importantes realizadas em águas profundas. Houve a descoberta de óleo e condensado ocorreram na região do rio Urucu e São Mateus, na bacia do Solimões; as descobertas em terra no campo de Canto do Amaro na Bacia Potiguar; as descobertas no mar de Marlim, Marlim Sul, Marlim Leste, Barracuda e Roncador, em Campos; as descobertas de Tubarão, Coral, Estrela do Mar e Caravela, na Bacia de Santos; e a descoberta de gás de Barra Bonita, na Bacia do Paraná. No final de 1997, a produção diária era de 1.069.000 barris de óleo equivalente.




    Vale destacar que a nova Constituição, promulgada em 5/10/1988, não mais permitiu os contratos de risco, persistindo apenas os contratos pelos quais foram feitas descobertas consideradas comerciais. Deste modo, o monopólio da União passou a ser exercido exclusivamente pela Petrobras em todas as atividades de pesquisa, lavra, refino, importação, exportação e transporte de petróleo e derivados no país, já que foi vedada expressamente a cessão ou a concessão de qualquer tipo de participação privada na exploração de jazidas de petróleo e gás natural.




    1.3.3. PERÍODO PÓS-MONOPÓLIO DA PETROBRAS




    1.3.3.1. FASE DAS CONCESSÕES




    O panorama do regime jurídico das atividades de exploração e produção de petróleo e gás natural no Brasil sofreu um significativo impacto, no contexto de reformas liberalizantes no setor de energia ao redor do mundo, com a edição da Emenda Constitucional n. 9 em 1995, durante o governo de Fernando Henrique Cardoso (1995-2002), que deu nova redação ao art. 177 da Constituição Federal de 1988, permitindo que a União pudesse contratar junto a empresas estatais e privadas atividades da indústria do petróleo, iniciando a “flexibilização” do monopólio da União, que até então era exercido exclusivamente pela Petrobras.




    Muitos entendiam que a Petrobras já havia executado seu papel e que já poderia competir em condições de igualdade com outras empresas petrolíferas. Com a atração de capitais estrangeiros e uma estrutura mais competitiva, seria permitido à Petrobras se beneficiar de parcerias empresariais e ampliar seus instrumentos de financiamento182.




    Importante destacar que essa Emenda não alterou a propriedade dos recursos do subsolo nacional. Esses continuam sob a propriedade exclusiva da União. Permitiu-se, apenas, que a União pudesse contratar empresas privadas, constituídas conforme as leis brasileiras, para as atividades de exploração e produção de petróleo e gás natural.




    Após a aprovação da Emenda Constitucional n. 9/95, o Poder Executivo encaminhou ao Congresso Nacional, em 5 de julho de 1996, a Mensagem nº 639, que se converteu no Projeto de Lei n. 2.142/1996. O Relator na Câmara, Deputado Eliseu Resende (PFL-MG), elaborou um Projeto Substitutivo a partir da proposta do Executivo, sendo este votado em regime de urgência constitucional e convertido na Lei n. 9.478/97.




    Assim, em 6 de agosto de 1997, teve início a vigência da Lei n. 9.478/97, que passou a dispor sobre a política energética nacional, as atividades relativas ao monopólio do petróleo, instituiu o Conselho Nacional de Política Energética (CNPE) e criou a Agência Nacional do Petróleo (ANP)183. Surge a fase das concessões.




    A nova legislação previu para a Petrobras uma fase de transição para a conclusão de projetos exploratórios já em andamento. Também para as recentes descobertas, que ainda não estivessem produzindo efetivamente, a lei deu um prazo de três anos para o início da produção comercial. Assim, em atendimento aos novos requisitos legais, a Petrobras requereu 133 áreas exploratórias que estavam com investimentos em andamento. Assim, na chamada rodada zero, que ocorreu em 1998, a Petrobras assinou 397 contratos de concessão. 




    Outra mudança importante no período recém-iniciado refere-se ao desenvolvimento, pela Petrobras, de um processo de formação de parcerias com empresas interessadas em participar do processo de abertura do setor de petróleo. Mais de cem empresas candidataram-se, em 1997, a discutir oportunidades de atuação em exploração e produção.




    A partir daí, começaram a surgir as rodadas de licitação das concessões. Desde 1999, foram realizadas 17 rodadas de concessão de petróleo no Brasil. Também foram realizadas 4 rodadas de acumulações marginais e alguns processos de Oferta Permanente de Áreas.




    Nota-se que a Emenda Constitucional nº 9 e a Lei n. 9.478/97 desempenharam um papel crucial em proporcionar segurança jurídica e promover a livre iniciativa, abrangendo tanto a liberdade econômica quanto a liberdade de concorrência, ao permitir o desenvolvimento de uma indústria anteriormente restrita à Petrobras.




    Assim, a Petrobras, uma das maiores empresas estatais de petróleo do mundo, passou a competir em pé de igualdade com outras empresas nas licitações organizadas pela ANP. Essa mudança trouxe a tão desejada estabilidade regulatória, permitindo um ritmo de licitações e o ingresso de diversas International Oil Companies (IOC), o que representou considerável incremento na produção de petróleo e gás natural desde 1997.




    1.3.3.2. FASE DO PRÉ-SAL




    Estava tudo correndo relativamente bem até acontecer algo que marcou o setor petrolífero nacional e transformou o Brasil em exportador de petróleo para o mundo: a descoberta do Pré-Sal em 2006, como resultado de prospecções iniciadas em 2001 e da perfuração de poços pioneiros, a partir de 2005. Essas reservas de petróleo foram encontradas a sete mil metros de profundidade com imensas jazidas de petróleo em excelente estado de conservação. Dominando as tecnologias mais avançadas de perfuração de poços, e ultrapassando a espessa camada de sal no offshore brasileiro, desbravou-se uma nova fronteira, a vertical. Surge, então, a fase do pré-sal.




    Cabe destacar que há sempre uma grande confusão entre a Área Geológica do Pré-Sal, definida no art. 2º, IV, da Lei n. 12.351/2020 como “região do subsolo formada por um prisma vertical de profundidade indeterminada”, que fica abaixo da lâmina d`´agua e das rochas sedimentares do pós-sal e da camada de sal, normalmente entre 5 e 7 mil metros de profundidade, formada a aproximadamente 120 milhões de anos, com a Área Geográfica do Pré-Sal que é a “superfície poligonal definida pelas coordenadas geográficas de seus vértices estabelecidas no Anexo desta Lei, bem como outras regiões que venham a ser delimitadas em ato do Poder Executivo, de acordo com a evolução do conhecimento geológico”, que fica situada nas bacias do Sul e Sudeste do Brasil e tem cerca de 800 quilômetros de extensão e 200 quilômetros de largura.




    Em julho de 2005, a Petrobras descobriu petróleo em águas profundas no campo de Parati, sob uma camada de sal com cerca de 300 metros. Esse achado incentivou a Petrobras a reexplorar o bloco BM-S-11, onde as tentativas de perfuração haviam atingido a camada de sal sem sucesso. Com um investimento de aproximadamente 254 milhões de dólares, a camada de sal foi perfurada e, em julho de 2006, a Petrobras notificou a ANP sobre a descoberta de petróleo no campo de Tupi, mais tarde renomeado para “Lula” em 2010, localizado na bacia de Santos. Em 2007, novos depósitos de petróleo foram encontrados nas bacias de Santos, Campos e Espírito Santo, e a Petrobras confirmou quantidades inéditas de petróleo e gás após a camada de sal. Em 2008, ocorreram novas descobertas no pré-sal (Júpiter, Bem-Te-Vi, Guará, Iara, Baleia Franca, Baleia Azul, Jubarte e Cachalote), e a Petrobras iniciou a produção no campo de Jubarte. Descobertas subsequentes foram feitas nos campos Libra, Franco, Florim, Tupi Nordeste, Cernambi, Sapinhoá, Pau-Brasil, Peroba e Guará Sul.




    Havia, então, grandes promessas de grande produção e rentabilidade nessa área do pré-sal, já que, à época, testes indicaram a existência de grandes volumes de óleo leve de alto valor comercial (30 graus API), com grande quantidade de gás natural associado, em área na qual os riscos exploratórios seriam extremamente baixos.




    Essas descobertas provocaram intensas discussões nas esferas governamentais e empresariais acerca da criação de um novo modelo regulatório para o País. E o primeiro sinal de que haveria uma demanda por uma nova regulação foi a Resolução nº 6, de 8 de novembro de 2007, do Conselho Nacional de Política Energética (CNPE), pela qual foram retirados 41 blocos de elevado potencial, situados nas Bacias do Espírito Santo, de Campos e de Santos, da 9ª Rodada de Licitações.




    Logo depois houve a constituição da “Comissão Interministerial do Pré-Sal”, criada pelo Decreto sem número de 17 de julho de 2008, com o objetivo de “estudar e propor as alterações necessárias na legislação, no que se refere à exploração e à produção de petróleo e gás natural nas novas províncias petrolíferas descobertas em área denominada Pré-Sal”, que concluiu sua missão em agosto de 2009.




    A Comissão Interministerial, conforme Exposição de Motivos Interministerial (EMI) nº 38/2009, analisando diversas experiências internacionais, propôs, com o objetivo de aumentar a participação federal nos lucros da produção de petróleo e o controle sobre as atividades de exploração e produção, a estruturação de um conjunto de medidas, sendo elaborados quatro projetos de lei: PL n. 5.938/2009 (que instituiu um novo regime, o da partilha, em que a produção seria dividida entre a União e as empresas petrolíferas, no qual teria o direito de extração a empresa que oferecesse ao governo a maior porcentagem do petróleo extraído), o PL n. 5.939/2009 (que criava a PPSA), o PL n. 5.940/2009 (que criava o Fundo Social) e o PL n. 5.941/2009 (autorizava a cessão onerosa).




    Diante dos enormes prejuízos que a Petrobras teve no período, foi então criada a Cessão Onerosa, pela Lei n. 12.276, de 30 de junho de 2010, que autorizou a União a ceder onerosamente à Petróleo Brasileiro S.A. – Petrobras, dispensada a licitação, o exercício de atividades de pesquisa e lavra de petróleo, de gás natural e de outros hidrocarbonetos fluidos em determinadas áreas não concedidas localizadas no pré-sal.




    Em seguida, surgiu a Lei n. 12.304, de 2 de agosto de 2020, que autorizou o Poder Executivo a criar a empresa pública denominada Empresa Brasileira de Administração de Petróleo e Gás Natural S.A. - Pré-Sal Petróleo S.A. (PPSA), vinculada ao Ministério de Minas e Energia, com regime jurídico próprio das empresas privadas, inclusive quanto aos direitos e obrigações civis, comerciais, trabalhistas e tributários. 




    Nota-se que a empresa responsável por gerir os contratos em regime de partilha foi criada antes da própria criação do regime de partilha. Foi a Lei n. 12.351, de 22 de dezembro de 2010, que estabeleceu o regime de partilha da produção em áreas do pré-sal e em áreas estratégicas para o exercício de atividades de pesquisa e lavra de petróleo, de gás natural e de outros hidrocarbonetos.




    Entendeu-se que o regime de concessão, concebido de modo a contemplar as condições vigentes àquela época, quando o País tinha produção relativamente pequena, o barril de petróleo era cotado em torno de dezenove dólares e o risco exploratório era considerado elevado, não seria mais suficiente para permitir o adequado aproveitamento das reservas descobertas na nova província petrolífera do Pré-Sal.




    Neste sentido, apontou-se que o regime de partilha de produção permitiria a maximização da renda extraída pelo Estado brasileiro e o “maior controle do processo de gestão, desde a exploração até a comercialização, das reservas de petróleo e gás”.




    Não se pode encerrar esse registro histórico sem mencionar que, em março de 2014, teve início a Operação Lava Jato184, uma das maiores iniciativas de combate à corrupção e lavagem de dinheiro da história recente do Brasil. A operação apontou um imenso esquema criminoso de corrupção envolvendo a Petrobras, com a participação de agentes públicos, empresários e doleiros. Nesse esquema, grandes empreiteiras organizadas em cartel pagavam propina para altos executivos da estatal e outros agentes públicos. O valor da propina variava de 1% a 5% do montante total de contratos bilionários superfaturados. Esse suborno era distribuído por meio de operadores financeiros do esquema, incluindo doleiros.




    Em um cenário normal, empreiteiras concorreriam entre si, em licitações, para conseguir os contratos da Petrobras, e a estatal contrataria a empresa que aceitasse fazer a obra pelo menor preço. Porém, foi apurado pela Operação Lava Jato que as empreiteiras se cartelizaram em um “clube” para substituir uma concorrência real por uma aparente. Os preços oferecidos à Petrobras eram calculados e ajustados em reuniões secretas nas quais se definia quem ganharia o contrato e qual seria o preço, inflado em benefício privado e em prejuízo dos cofres da estatal. O cartel tinha até um regulamento, que simulava regras de um campeonato de futebol, para definir como as obras seriam distribuídas. Para disfarçar o crime, o registro escrito da distribuição de obras era feito, por vezes, como se fosse a distribuição de prêmios de um bingo.




    As empresas precisavam garantir que apenas aquelas do cartel fossem convidadas para as licitações. Por isso, era conveniente cooptar diretores e funcionários da Petrobras. Os funcionários não só se omitiam em relação ao cartel, do qual tinham conhecimento, mas o favoreciam, restringindo convidados e incluindo a ganhadora dentre as participantes, em um jogo de cartas marcadas. Segundo levantamentos da Petrobras, eram feitas negociações diretas injustificadas, celebravam-se aditivos desnecessários e com preços excessivos, aceleravam-se contratações com supressão de etapas relevantes e vazavam informações sigilosas, entre outras irregularidades. O esquema também envolvia agentes políticos que à época integravam ou estavam relacionadas a partidos políticos responsáveis por indicar e manter esses diretores e funcionários da Petrobras.




    Os operadores financeiros ou intermediários eram responsáveis não só por intermediar o pagamento da propina, mas especialmente por entregar a propina disfarçada de dinheiro limpo aos beneficiários. Em um primeiro momento, o dinheiro ia das empreiteiras até o operador financeiro. O repasse era feito em valor, por movimentação no exterior e por meio de contratos simulados com empresas de fachada. Num segundo momento, o dinheiro ia do operador financeiro até o beneficiário em valor, por transferência no exterior ou mediante pagamento de bens.




    Mesmo assim a Petrobras, do Brasil, é hoje vista como líder em tecnologia para a retirada de óleo em águas ultra profundas, como as do pré-sal, se juntando a grandes empresas mundiais, como às empresas sobreviventes das Sete Irmãs, que são a BP (inglesa – privada), Chevron (americana – privada), Exxonmobil (americana – privada), Royal Dutch Shell (anglo-holandesa – privada) e Total (francesa – capital misto), que atualmente formam cinco membros do grupo “supermajors”185, e aquelas que estão sendo apelidadas de “as novas sete irmãs”186: (1) Saudi Aramco, da Arabia Saudita187; (2) GAZPROM, da Rússia188; (3) China National Petroleum Corporation (CNPC), da China; (4) National Iranian Oil Company (NIOC), do Irã189; (5) Petróleos De Venezuela (PDVSA), de Venezuela190; e (6) Petronas, da Malásia191.




    1.4. DIREITO DO PETRÓLEO




    Entende-se por Direito do Petróleo a disciplina jurídica que busca analisar de forma integrada o conjunto de normas jurídicas do Direito Constitucional, Direito Administrativo (incluindo Direito Regulatório), Direito Financeiro, Direito Tributário, Direito Civil, Direito Societário, Direito do Trabalho e Direito Ambiental, que tenham por objeto o petróleo e o gás natural.




    O Direito do Petróleo busca essa interdisciplinariedade com o objetivo de estabelecer vínculos e nexos entre as disciplinas para alcançar um conhecimento mais abrangente, ao mesmo tempo diversificado e unificado, a busca de um entendimento comum ou simplesmente partilhado192.




    Mais do que interdisciplinar, o Direito do Petróleo envolve principalmente a necessidade de conhecimentos técnicos sobre petróleo e gás natural. Portanto, o tema das participações governamentais do petróleo e do gás natural, objeto desse Direito do Petróleo, deve ser analisado sob o ponto de vista não só jurídico, mas também técnico.




    Não é possível entender claramente todas as nuances das participações governamentais do petróleo e do gás natural sem um aprofundamento sobre o regime jurídico petrolífero das atividades de exploração, desenvolvimento e produção de petróleo e gás natural (E&P). E compreende-se como regime jurídico petrolífero o conjunto de aspectos legais, contratuais, regulatórios e fiscais que um Governo disciplina as atividades de exploração e produção de petróleo e gás natural em seu território e sua relação com os agentes da indústria petrolífera. É esse regime que, em suma, garante a viabilidade de exploração de petróleo em cada país. É, sem dúvida, o principal elemento para aferir o risco envolvido na atividade.




    1.5. REGIMES JURÍDICOS DOS DIREITOS DE E&P




    Os regimes jurídicos podem se diferenciar a depender das regras relativas:




    (1) à propriedade da área e dos hidrocarbonetos contidos em seu subsolo, se passíveis de apropriação privada ou exclusivamente pública;




    (2) à forma legal e/ou contratual de exploração das atividades de exploração e produção dessas riquezas, que inclui as regras relativas:




    a. à escolha das empresas que poderão explorar as atividades (por exemplo, se por licitação ou contratação direta);




    b. às atividades que podem e/ou devem ser executadas;




    c. aos mecanismos de controle das atividades de exploração e produção;




    d. à propriedade das instalações (por exemplo, se há ou não reversão de bens para o Estado após o contrato);




    e. à previsão de transferência de tecnologia e de aquisição de conteúdo local;




    f. ao relacionamento com outras empresas (por exemplo, em caso de unitização da produção);




    g. à responsabilidade por danos;




    h. à forma de solução de controvérsias (por exemplo, se admite arbitragem);




    i. ao prazo de duração do contrato, com previsão de prorrogação ou não;




    j. à obrigatoriedade de cumprir um programa mínimo
de exploração;




    k. à obrigatoriedade de apresentação de um plano de desenvolvimento e cronograma de produção;




    l. a propriedade do petróleo e do gás natural após a produção.




    (3) aos agentes governamentais envolvidos;




    (4) ao regime fiscal, ou seja, à forma como o Poder Público participa economicamente das receitas oriundas das atividades petrolíferas, se através de tributos e/ou participações governamentais, incluindo aqui a possibilidade de participação em valor (recursos financeiros) ou in natura (com volume de óleo ou gás).




    Cada Estado possui um ou mais tipos de regimes jurídicos. Muitos países experimentaram todos os três sistemas, com algumas jurisdições prevendo a aplicação de mais de um sistema fiscal em sua legislação petrolífera. E cada regime de cada País possui regras diferentes. Por isso, podem existir, no mundo, mais regimes jurídicos para o petróleo e para o gás natural do que existem países193.




    Cada tipo de regime estabelece as regras básicas para o relacionamento de longo prazo entre o governo anfitrião e o investidor, incluindo a titularidade dos hidrocarbonetos, o grau de controle concedido aos investidores, o mecanismo de partilha de receitas e qualquer possível envolvimento da NOC.




    1.5.1. PROPRIEDADE DA ÁREA SOB E&P




    A diferenciação dos regimes decorre, inicialmente, da forma pela qual se atribui o domínio da área sob exploração, da jazida no subsolo e da lavra da produção. E o domínio pode ser compreendido como domínio patrimonial, que confere um direito de propriedade pública sobre um bem suscetível de apropriação, e como domínio eminente, um domínio de natureza política, relacionado aos conceitos de soberania e autonomia, exercido sobre pessoas e bens inapropriáveis, como o ar atmosférico e as águas do mar, que permite ao Estado exercer seu poder normativo sobre todos os temas, áreas, atividades, bens, direitos e obrigações, ou seja, tudo que possa ser objeto de regulação pelo Direito.




    Inicialmente, cabe dizer que a exploração e produção do petróleo pode ocorrer em terra ou no mar. Sendo uma exploração marítima, não há dúvida que a área de exploração será pública. Em todo o mundo, o domínio marítimo é do Governo Anfitrião. Porém, sendo uma exploração terrestre, a área a ser explorada poderá ser pública ou privada.




    Não se pode confundir a propriedade da área sob exploração, ou seja, a área superficial, com a propriedade do subsolo e da jazida. Muito menos dessas com a propriedade da lavra da produção.




    1.5.2. PROPRIEDADE DA JAZIDA NO SUBSOLO




    Para compreender a propriedade da jazida no subsolo é preciso analisar alguns conceitos técnicos, principalmente de jazida e acumulação. Outro ponto importante de atenção versa sobre os regimes de acessão e dominial. conforme segue:




    1.5.2.1. BACIAS SEDIMENTARES, SISTEMAS PETROLÍFEROS 
e ROCHAS-RESERVATÓRIO




    A exploração de petróleo e gás natural pode ocorrer tanto em bacias sedimentares localizadas em terra (onshore), como nas Bacias do Recôncavo e do Amazonas, quanto no mar (offshore), ao longo do litoral, desde o Rio Grande do Sul até o Amapá, cuja área é representada pelo Mar Territorial, Zona Econômica Exclusiva e Plataforma Continental Estendida além das 200 milhas, e conhecida como Amazônia Azul, em referência à área de floresta verde da Amazônia Legal Brasileira (Amazônia Verde).




    Bacia sedimentar é uma “depressão da crosta terrestre onde se acumulam rochas sedimentares que podem ser portadoras de petróleo ou gás, associados ou não”194. Atualmente, as principais bacias produtoras no Brasil são as bacias de Campos e de Santos. Porém, nem toda bacia sedimentar é portadora de petróleo ou gás. Para ter petróleo ou gás natural, a bacia precisa ter um sistema petrolífero, ou seja, precisa ter rochas sedimentares e que as condições específicas de matéria orgânica preservada sejam satisfeitas195. E, vale destacar, uma bacia não é composta integralmente por um único sistema petrolífero196. Podem existir diversos sistemas em uma bacia. E podem existir até sistemas petrolíferos não convencionais197.




    Um sistema petrolífero (convencional198) é constituído por rocha geradora, rocha reservatório, rocha selante e trapa. Esses elementos precisam ter sofrido processos geológicos, em uma lógica temporal, a geração, a migração e a acumulação de petróleo. Todos os elementos essenciais devem ser colocados no tempo e no espaço para que os processos necessários para formar uma acumulação de petróleo possam ocorrer no sincronismo necessário (sequência adequada de eventos).




    O petróleo e o gás natural ficam localizados em rochas-reservatório. Porém, ao contrário do que muita gente acredita, eles não se encontram sob a forma de bolsões ou lençóis subterrâneos, como se fosse um fluido corrente. Tais recursos naturais encontram-se nos poros ou nas fraturas de rochas-reservatório, o que pode ser comparado à imagem de uma esponja encharcada de óleo199. No caso, a esponja seria a rocha-reservatório e o óleo o petróleo. Por isso, as rochas sedimentares que formam a rocha-reservatório devem possuir porosidade e permeabilidade suficientes para armazenar os hidrocarbonetos líquidos e gasosos. E, pode-se dizer que a rocha-reservatório é delimitada pela rocha selante, um tipo de rocha que apresenta porosidade e permeabilidade extremamente baixas, praticamente impermeáveis, sendo capazes de reter vertical ou lateralmente hidrocarbonetos, o que impede o trânsito do fluído, sendo o sal o mais conhecido.




    1.5.2.2. PROSPECTOS, RESERVATÓRIOS E JAZIDAS




    É muito comum a utilização dos termos prospectos, reservatórios e jazidas como sinônimos. Não é o caso.




    A configuração geológica dotada de propriedades específicas, armazenadora de petróleo ou gás, associados ou não, pode ser chamada de reservatório ou depósito200. Por sua vez, a jazida é o reservatório ou depósito já identificado e possível de ser posto em produção201, o que pode não ocorrer, caso a sua produção não se mostre economicamente viável, por não haver conhecimento técnico suficiente, ou qualquer outro motivo que inviabilize sua extração.




    Contudo, antes da descoberta, ainda não se pode falar na existência de reservatório, mas apenas de prospecto, que é a feição (estrutura) geológica de uma bacia sedimentar, mapeada a partir de dados e estudos geofísicos e de interpretação geológica, que apresenta um potencial que justifica a perfuração de poços exploratórios para a localização de petróleo e/ou gás natural202. Então, quando se fala em prospecto, não se pode afirmar se há realmente petróleo. Somente com a perfuração e a obtenção de testemunhos isso será possível203.




    Para que um reservatório se transforme em uma jazida, ele precisa ser identificado, o que se faz mediante notificação de descoberta, avaliação e declaração de comercialidade204, ou seja, quando são tidos pelo contratado como possível de ser posto em produção. Conclui-se, portanto, que não é qualquer reservatório que se transformará em uma jazida. Somente passa a haver uma jazida quando há uma Declaração de Comercialidade.




    Prospecto, reservatório e jazida designam, portanto, a mesma configuração geológica composta por rocha sedimentar onde são encontradas acumulações de hidrocarbonetos. Porém, esses três termos designam momentos distintos dessas configurações.




    Vale dizer que a legislação da Agência Nacional do Petróleo, Gás Natural e Biocombustíveis - ANP utiliza a expressão reservatório para designar não apenas a rocha-reservatório, mas a formação rochosa, com propriedades específicas205, que contém uma acumulação natural individual e separada de petróleo e gás natural móveis, confinado por rochas/formações impermeáveis (rocha selante), caracterizada por um único sistema de pressão, com potencial para produção de petróleo206. Então, o termo reservatório na regulação da ANP embute não só a noção de rocha-reservatório, mas também a de rocha selante. E fala também da acumulação. Trata-se, portanto, de um sistema (no sentido da termodinâmica) formado por rochas e fluidos (óleo, gás, água).




    Fala-se em reservatório (ou jazida) petrolífero quando há uma maior quantidade de óleo. Nesse caso, mesmo havendo gás no mesmo reservatório, privilegia-se a produção inicial do óleo, utilizando-se o gás para manter a pressão do reservatório. Pode até ocorrer a produção do gás juntamente com o petróleo, mas, normalmente, a definição do volume de gás que vai ser produzido depende do volume de petróleo que vai ser produzido. Como o gás está associado, não dá para mudar as vazões do gás produzido. Portanto, nesse caso, a produção de gás não pode ser objeto de um grande ajuste de produção para atender o mercado de gás.




    Fala-se, por outro lado, em reservatório (ou jazida) gaseífero porque possui maior quantidade de gás. Nesse caso, o reservatório ou não tem óleo ou tem quantidades muito pequenas de óleo, caso em que somente é justificável comercialmente produzir gás. Então, normalmente, desse tipo de reservatório produz-se o que se chama de gás não associado, que é produzido independentemente da produção de óleo. Existem poucos reservatórios especificamente gaseíferos.




    A maior parte dos reservatórios no Brasil são petrolíferos e o gás fica em solução em óleo. Por isso, a exploração do gás natural, pelo menos no Brasil, ainda está estreitamente vinculada à estratégia de exploração do petróleo bruto.




    1.5.2.3. ACUMULAÇÃO, RECURSO E RESERVA




    Chama-se acumulação a ocorrência natural de petróleo ou gás natural em um reservatório207. Nota-se que acumulação não se confunde com o reservatório ou com a jazida. A acumulação é o que é armazenado pelo reservatório ou pela jazida.




    A acumulação inicial de um reservatório ainda não descoberta, porque ainda não houve perfuração, é chamada de volume original in situ não descoberto. Havendo descoberta, essa acumulação deve ser objeto de processo de estimativa e então passa a ser chamada de volume original in situ descoberto208.




    Costuma-se falar também em volume original de gás (VGIP – volume de gás in place) quando se trata de hidrocarbonetos no estado gasoso. Se os hidrocarbonetos estão no estado líquido, denomina-se volume original de líquido (VOIP – volume de óleo in place).




    Em razão da estimativa, a acumulação pode ser classificada como recurso ou reserva de petróleo e gás natural209, devendo ser individualizada por reservatório existente em cada campo. Durante a fase de exploração, o volume original in situ estimado de petróleo ou gás natural deve ser classificado como recurso ou reserva210.




    O volume de recursos convencionais211 e não convencionais212 podem ser classificados a depender se a acumulação se encontra em um sistema petrolífero convencional ou não.




    Ademais, os recursos podem ser contingentes213 ou prospectivos214, caso a acumulação tenha sido descoberta ou não. Os recursos prospectivos (não descobertos) devem ser subdivididos de acordo com o nível de certeza associado à possibilidade de serem produzidos, em menor, melhor ou maior215. Quando não descobertos e não for possível estimar a recuperação, esse volume deverá ser classificado como recursos prospectivos não recuperáveis216. Designa os recursos que ainda estão sendo prospectados. É o que se acha que pode encontrar.




    Já os recursos contingentes, de forma análoga, podem ser categorizados em provados (1C), provados e prováveis (2C) ou provados, prováveis e possíveis (3C)217. Quando descobertos, mas não passíveis de recuperação, devem ser chamados de recursos descobertos não recuperáveis.




    As reservas218, por sua vez, são acumulações de petróleo e gás natural descobertos e comercialmente recuperáveis através de projetos de explotação em uma época qualquer da sua vida produtiva, sob condições econômicas atuais, métodos operacionais e regulamentações governamentais, até a data de extinção do contrato de Exploração e Produção, dentro de um especificado grau de precisão, sob condições definidas219.




    Os volumes de reserva podem ser categorizados de acordo com o nível de incerteza como: provadas (1P), provadas e prováveis (2P) ou provadas, prováveis e possíveis (3P)220. E estas podem ser classificadas como desenvolvidas e não desenvolvidas.




    Fala-se em reservas provadas quando a quantidade de petróleo ou gás natural presente em um reservatório descoberto, conforme análise de dados de geociências e engenharia, pode ser indicada, com razoável certeza, como recuperáveis comercialmente, de acordo com condições econômicas, métodos operacionais e regulamentação governamental definidos. Se forem usados métodos determinísticos de avaliação, o termo “razoável certeza” indica um alto grau de confiança de que a quantidade será recuperada. Quando são usados métodos probabilísticos, a probabilidade de que a quantidade recuperada seja igual ou maior que a estimativa deverá ser de pelo menos 90%221.




    Fala-se em reservas prováveis quando a quantidade de petróleo ou gás natural cuja recuperação é menos provável que a das reservas provadas, mas de maior certeza em relação à das reservas possíveis. Quando são usados métodos probabilísticos, a probabilidade de que a quantidade recuperada seja igual ou maior que a soma das estimativas das reservas provada e provável deverá ser de pelo menos 50%222.




    Fala-se em reservas possíveis quando quantidade de petróleo ou gás natural que a análise de dados de geociências e de engenharia indica como menos provável de se recuperar do que as reservas prováveis. Quando são usados métodos probabilísticos, a probabilidade de que a quantidade recuperada seja maior ou igual à soma das estimativas das reservas provada, provável e possível deverá ser de pelo menos 10%223.




    Ademais, chama-se de reservas desenvolvidas a quantidade de petróleo ou gás natural que se espera produzir a partir dos poços já perfurados, incluindo as de reservatórios descobertos e não canhoneados. As reservas de recuperação melhorada são consideradas desenvolvidas somente quando os equipamentos necessários tenham sido instalados ou quando os custos para os instalar são relativamente pequenos quando comparados com o custo de um poço224.




    Por outro lado, chama-se de reservas não desenvolvidas a quantidade de petróleo ou gás natural que se espera recuperar por investimentos futuros, em reservatórios descobertos: (1) em novos poços em áreas não perfuradas; (2) em aprofundamento de poços existentes para atingir um reservatório diferente; (3) em adensamento de malha de poços para aumentar a recuperação; (4) de valores relativamente altos (quando comparados com o custo de um novo poço na área) para (a) recompletar um poço existente ou (b) para instalar sistemas de produção ou transporte de projetos de recuperação primária ou suplementar225.




    Então o enquadramento do volume original in situ em cada tipo pode ser melhor visualizado na figura abaixo:
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    Destaca-se que se entende por volume recuperável a quantidade de petróleo e gás que se estima produzir em uma jazida sob condições econômicas vigentes e pelos métodos de recuperação/produção e tecnologias disponíveis. Na época da descoberta, como ainda nenhum fluido foi produzido, a reserva é numericamente igual ao volume recuperável. A definição desse volume depende da definição do fator de recuperação, que é o percentual do volume original de óleo e/ou gás que se espera produzir em um reservatório, com base na seguinte fórmula:




    Fator de Recuperação (FR) = Volume Recuperável /Volume Original.




    A definição do volume recuperável depende: 1) do volume original; 2) do prazo do contrato; 3) da tecnologia disponível; 4) da viabilidade econômica dos projetos implantados; 5) do preço de venda; 6) do escopo do projeto, se, por exemplo, inclui um ou vários poços e instalações associadas de produção e processamento226; 7) os fluxos de caixa do projeto227. Ademais, o fator de recuperação é muito variável, dependendo da densidade e viscosidade do fluido, da permeabilidade e heterogeneidade do reservatório, entre outros fatores.




    Em suma, o volume de reservas pode variar com o tempo e por questões econômicos, considerando que depende da quantidade de petróleo que pode ser comercialmente produzida em certa data. A título de exemplo, supondo que uma empresa descobriu um reservatório com uma quantidade de 500 milhões de barris in place. Como não é possível extrair esses 500 milhões de barris que estão no reservatório por questões geológicas e físicas, é preciso descobrir quanto é possível recuperar. Se a empresa só consegue recuperar 20% desse reservatório com 500 milhões de barris, a empresa terá 100 milhões de barris recuperáveis. Porém, isso não é definitivo. O fator de recuperação é uma estimativa. Somente no final é que a empresa poderá verificar se será possível mesmo extrair os 100 milhões de barris. E, antes desse final, esse cenário poderá mudar a depender das variáveis existentes. Por exemplo, passou-se 5 anos e foram produzidos 20 milhões desses 100 milhões que tinha de reserva. Então, hoje, as reservas são de 80 milhões. Porém, o preço do barril dobrou de valor, passou de 50 dólares para 100 dólares. Nessa situação, é possível que parte do óleo que não era passível de recuperação antes passe a ser considerado recuperável. Então, as reservas podem aumentar.




    O controle das reservas brasileiras é feito pela ANP por meio do Boletim Anual de Recursos e Reservas (BAR), documento que os contratados (ou pelo Operador definido no Acordo ou Compromisso de Individualização da Produção) devem submeter à Agência até o dia 31 de março de cada ano e que traz estimativas das reservas por reservatório existente em cada campo, relativos ao ano anterior228, incluindo todos os tipos de petróleo ou gás natural.




    1.5.2.3. REGIMES DE ACESSÃO E DOMINIAL




    Outra diferenciação do regime envolve a atribuição da propriedade da jazida no subsolo, que envolveria a diferença entre os regimes de acessão (ou fundiário, em que a propriedade do subsolo, das jazidas e das acumulações petrolíferas pertenceria ao proprietário do solo), modelo tipicamente estadunidense, e dominial (no qual, embora se reconheça que o solo compreende o espaço aéreo e subsolo correspondentes, se concebe uma divisão da propriedade do solo e dos recursos do subsolo – jazida e acumulação petrolífera -, em que estes seriam de propriedade do Estado), modelo vigente no Brasil e em boa parte dos países.




    Então, no caso de uma exploração terrestre, em área privada, eventuais jazidas presentes no subsolo podem ser propriedade distinta do solo ou não, a depender do regime. Se for considerada uma propriedade distinta do solo, no modelo dominial, a jazida será pública. No regime de acessão, a propriedade da jazida pertence ao proprietário do solo, de modo que se a propriedade da superfície for privada, a jazida encontrada nesse subsolo será também privada.




    Já na exploração offshore, não há domínio privado. Como o mar é de domínio público, a propriedade do subsolo sempre pertencerá ao Estado, independente do regime. E, assim, não há dúvida que a jazida no subsolo assim como a acumulação sempre será públicas. Nessa hipótese, o Poder Público junta as qualidades de dominus e de titular do ius imperii, de modo que o mar, o seu subsolo e as jazidas encontradas no subsolo serão sempre públicos.




    1.5.3. TIPOS DE DELEGAÇÃO DOS DIREITOS DE E&P




    Ninguém é livre para procurar e produzir petróleo em qualquer lugar. Qualquer empresa que assim deseje precisa adquirir os direitos de exploração e produção sobre determinada área. Como esses direitos são públicos, o direito de explorar e produzir petróleo e gás deve ser delegado legalmente ou contratualmente pelo governo, neste caso através de um ministério, de uma agência governamental ou da companhia petrolífera nacional (NOC). Então, existe a delegação legal e a delegação contratual.




    1.5.3.1. MODELO DE SELEÇÃO




    Quando há uma delegação legal ou contratação, a outorga de direitos de exercício de atividades de E&P requer uma seleção de empresas petrolíferas. No caso da delegação legal, a seleção é sempre arbitrária, sem competição. Porém, na delegação contratual, é possível não só uma seleção arbitrária, não competitiva, na qual o Estado, discricionariamente, seleciona da empresa, por meio de ordem de preferência, negociação, critério técnico ou loteria229, mas também uma seleção competitiva, na qual há concorrência direta entre as empresas a partir de precondições definidos pelo Estado (rodadas de licitação ou requisição de áreas).




    No sistema de outorga por critério técnico, o Governo busca selecionar a expertise em operações semelhantes àquelas que se pretende realizar no bloco ofertado. A oferta financeira geralmente inexiste ou tem peso pequeno nos critérios de seleção. Nas rodadas de licitação, o maior lance pelo bloco é o critério de julgamento das ofertas. A parte técnica das empresas é analisada para fins de qualificação. Na negociação direta, o Governo anfitrião busca selecionar a empresa petrolífera, sem critérios pré-determinados para qualificação ou apresentação de proposta230.




    No Brasil, por exemplo, para adquirir esses direitos, é preciso aguardar uma licitação de blocos (o que não ocorreu no regime de cessão onerosa e pode não ocorrer no regime de partilha) pela ANP. São chamadas de “Rodadas” os leilões por meio dos quais a União concede o direito de explorar e produzir petróleo e gás natural no Brasil. Desde 1999, foram realizadas rodadas de blocos exploratórios e rodadas de campos maduros sob o regime de concessão; rodadas de áreas do pré-sal, sob o regime de partilha de produção; ciclos de Oferta Permanente, sob o regime de concessão e sob o regime de partilha; e rodadas de Volumes Excedentes da Cessão Onerosa, também sob o regime de partilha. 




    É válido destacar que os blocos ofertados pela ANP não estão atrelados a estudos geológicos, muito menos há confirmação da existência de sistemas petrolíferos com rochas reservatórios. Trata-se apenas de uma área formada por um prisma vertical de profundidade indeterminada com superfície poligonal definida pelas coordenadas geográficas e seus vértices.




    Então, quando uma empresa petrolífera “adquire um bloco”, ela apenas passa a ser titular dos direitos de exploração e produção, em algum dos regimes contratuais, podendo exercer suas atividades de exploração, na forma do contrato, em toda a área daquele bloco.




    1.5.3.2. MODELO DE EXPLORAÇÃO




    Destaca-se também que existem três modelos de exploração das atividades. Pode-se dizer que existe o modelo privado, quando não há uma empresa estatal e existe pouca ou quase nenhuma interferência nas empresas ou nos preços cobrados, que seguem o mercado internacional. É o caso de Estados Unidos e Reino Unido.




    Outro modelo é o estatal, em que o Estado detém a grande maioria ou todas as ações de uma empresa, e ela possui um monopólio na exploração com poucas áreas liberadas para empresas privadas. Chama-se NOC (National Oil Company) a companhia de petróleo estatal do país onde ocorrem as atividades de E&P. É o caso de Arábia Saudita, Irã, Venezuela e Rússia, onde os governos possuem mais espaço para interferências, em geral, regulando a produção para reduzir a oferta disponível e fazer os preços caírem, ou obrigando as empresas a segurarem os preços e arcarem com prejuízos.




    Há, ainda, o modelo misto, em que existe uma empresa estatal, que possui capital tanto estatal quando privado, e o Estado também permite a exploração por empresas privadas, que competem com a estatal em leilões. É o caso do Brasil.




    Considerando esses modelos, é preciso destacar que as instalações utilizadas na exploração e produção podem ser de propriedade originária do Governo anfitrião, sem sofrer qualquer alteração; de propriedade da empresa petrolífera com ou sem transferência ao Governo anfitrião ao final do período contratual; ou de propriedade compartilhada, com posterior reversão ao Governo anfitrião231.




    Ademais, as empresas petrolíferas podem receber remuneração do Governo, pelo direito de registro das reservas provadas em suas demonstrações financeiras (possibilitando o fortalecimento do seu balanço e a percepção do mercado, aumentando a capacidade de captação de recursos por empréstimos) e em razão da venda dos hidrocarbonetos que possibilitem o ressarcimento dos custos relacionados com as atividades prestadas232.




    Em relação aos mecanismos de controle da produção, existe o controle direto exercido pelo Governo Anfitrião; o controle técnico, exercido por órgãos fiscalizadores; o controle normativo, no qual o Governo Anfitrião disciplina a produção; e o controle internacional, por exemplo, realizado pela Organização dos Países Exportadores de Petróleo – OPEP, que estipula tetos máximos de produção aos seus membros233.




    Há, ainda, um controle da comercialização, sobre os preços praticados no mercado interno; com imposição de reservas estratégicas, na qual parte ou a totalidade da produção da empresa exploradora deve obrigatoriamente ser vendida ao Estado produtor; e criação de mecanismos de destinação comercial, que visam garantir o mercado doméstico234.




    Existem, ainda, modelos de incentivo à transferência de tecnologia e conteúdo local, em que o Governo Anfitrião exige, por via legal ou contratual, o fomento do parque industrial local, com aquisição de materiais e equipamentos de origem nacional, a contratação de prestadores de serviços locais, a geração de novos empregos, o treinamento e a qualificação da mão de obra local, assim como o aumento do nível tecnológico do país235.




    1.5.3.3. DELEGAÇÃO LEGAL




    A delegação legal pública é comum quando se atribui, por lei, a uma única empresa petrolífera estatal o monopólio do exercício de um conjunto de atividades de E&P de modo que permanece sob gestão, supervisão e controle operacional dessa empresa a exploração petrolífera. A parcela do governo envolve tributos, participações governamentais e os dividendos da empresa estatal. Por exemplo, foi o regime que vigorou no Brasil entre 1953 e 1997, quando da vigência da Lei n. 2.004/53, com a Petrobras. E, atualmente, esse regime vigora na Arábia Saudita, com a Saudi Aramco; no México, com a Pemex e no Kuwait, com a Kuwait Petroleum Corporation. Trata-se de um modelo estatal.




    A delegação legal privada é comum, no regime de acessão, quando o proprietário do solo é também proprietário da jazida e do petróleo extraído. Nesse regime, tem-se um modelo de licenças ou autorizações das atividades por parte das autoridades públicas (dotadas de poder de império), típico do common law, no qual a intervenção do Estado visa garantir as condições de exploração dos recursos naturais e acautelar aspectos ambientais e técnicos relativos à execução dos trabalhos236. Em casos tais, ocorre de o proprietário do solo celebrar um contrato de exploração com uma empresa petrolífera, passando a ter direito a uma percentagem da produção. Não há cobrança de participações governamentais. Em regra, o Estado limita-se a tributar a atividade. Trata-se de um modelo privado.




    1.5.3.4. DELEGAÇÃO CONTRATUAL




    Em que pese ser possível a existência de diversas peculiaridades a depender da forma como cada País hospedeiro instituiu seu regime, pode-se afirmar que, basicamente, três modelos contratuais se consolidaram para disciplinar a contratação de empresa para o exercício das atividades em comento237: 1) os contratos de concessão, que podem ser: concessão pura ou concessão com parceria estatal; 2) os contratos de partilha da produção; e 3) os contratos de serviço, com ou sem risco.




    Como será visto, apesar das diferenças, não é nada fácil estabelecer a superioridade de um regime jurídico com relação a outro. Não há nenhuma evidência empírica que demonstre que um arranjo legal ou contratual pode ser melhor do que outro. As escolhas dependem de fatores indutores de natureza política, macroeconômica, setorial e internacional. A maior parte das empresas petrolíferas operaram em vários países e estão familiarizadas com todos os regimes existentes238. Contudo, a transparência e a segurança jurídica-regulatória que cercam cada arranjo são fundamentais para assegurar um nível de investimentos compatível com o potencial petrolífero de um País239.




    1.5.3.4.1. CONTRATO DE CONCESSÃO




    O contrato de concessão (“Concessionary System” ou “Royalty & Tax System”) é aquele no qual uma empresa petrolífera recebe direitos para exploração e produção de determinada área ofertada ou licitada pelo Estado, por um tempo determinado, por sua conta e risco, e, em caso de descoberta comercial, a empresa passa a deter o petróleo e gás natural produzidos e medidos geralmente na “cabeça do poço” (wellhead), bastando que paguem os tributos e participações governamentais pertinentes ao Estado. O titular da concessão assume, com o contrato, os direitos reais sobre o petróleo explorado240.




    Existe a concessão pura, em que a transferência do produto da lavra em favor do concessionário é uma contrapartida dos custos de E&P e dos riscos incorridos pela empresa concessionária ao longo da concessão, bem como dos pagamentos realizados pela empresa ao governo (parcela do governo). É o regime de Alemanha, Canadá, Congo, Dinamarca, África do Sul, Brunei, Espanha, França, Itália, Moçambique, Paquistão, Tailândia, Tunísia, Reino Unido, Austrália, Argentina e Colômbia. Nesse caso, a parcela do governo se restringe aos tributos e às participações governamentais241.




    Existe, por outro lado, a concessão com parceria estatal, quando a legislação exige que uma empresa estatal participe do empreendimento, incorrendo com parte dos custos e auferindo parte dos resultados do projeto (em dinheiro ou em óleo) na proporção da sua participação. Nesse caso, a parcela do governo abrange não só os tributos e as participações governamentais, mas também os lucros e dividendos do concessionário estatal. Os exemplos mais notórios são: Noruega, Holanda e Emirados Árabes242.




    Existe também uma distinção entre a concessão tradicional e a concessão moderna, a depender do nível de compromissos exploratórios e de controle ou ingerência pelo governo do país produtor, bem como os prazos de concessão. A concessão tradicional tem compromissos exploratórios vagos, sem fiscalização, controle ou ingerência dos governas nas atividades de E&P, e vigoraram até meados do século XX. Já na concessão moderna, a legislação estabelece condições e compromissos para a execução das atividades de E&P, além de fiscalização, por vez com instrumentos que permitem um controle ou ingerência sobre as atividades em certas circunstâncias243.




    O sistema concessório, tradicional ou moderno, é o mais antigo dos dois. Foi adotado para direitos de petróleo e gás por pelo menos 121 países em algum momento.




    Destaca-se nos Estados Unidos, os recursos naturais encontrados no subsolo pertencem ao dono do solo, como uma manifestação do direito da propriedade imobiliário, de modo que a transmissão dos direitos exploratórios e de produção de petróleo e gás ocorre por meio de um instrumento de lease (que se assemelha a um contrato de locação imobiliária). O regime de concessão, com incidência de royalties, aplica-se somente sobre os recursos naturais encontrados no subsolo de áreas de propriedade governamental, federal ou estadual. As áreas exploradas fora do continente podem ser federais ou estaduais a depender da distância da costa. Estaduais até 3 milhas náuticas do litoral e federais a partir desse limite estadual até a fronteira da Zona Econômica Exclusiva. Nessas áreas incidem royalties de acordo com o Mineral Management Service (MMS)244.




    De maneira geral, o regime de concessão alia uma forte estabilidade jurídico-regulatória com a transferência dos recursos para as empresas e um baixo nível de controle governamental. Na concessão pura, o governo não tem controle sobre as decisões operacionais das atividades de E&P, apenas fiscaliza o cumprimento da legislação e das disposições regulatórias. Já no regime de concessão com parceria estatal, como o próprio Estado é parceiro no empreendimento, ele participa do controle operacional das atividades245.




    1.5.3.4.2. CONTRATO DE PARTILHA DA PRODUÇÃO




    O contrato de partilha da produção (“Production Sharing Contracts” – PSC ou Production Sharing Agreements - PSA) é aquele no qual o contratado tem o direito exclusivo de realizar as operações na área do contrato, obrigando-se para isso, por sua conta e risco, a aportar os investimentos e a arcar com os gastos necessários, incluindo os equipamentos, máquinas, pessoal, serviços e tecnologia apropriados, para realização de todas as operações de exploração e despesas necessárias (por exemplo: aquisição SÍSMICA, estudos geológicos e perfuração de poços exploratórios).




    Em caso de descoberta comercial de petróleo ou gás natural, o contratado também é responsável pelo desenvolvimento das infraestruturas necessárias para a produção de petróleo (por exemplo: plataforma, poços de produção e dutos para escoamento do petróleo).




    Quando se inicia a produção de petróleo, o contratado tem o direito de se apropriar de parcela do volume produzido correspondente aos custos incorridos nas fases anteriores (“Óleo Custo” ou “Cost Oil”), que são os gastos realizados pelos contratados na área do contrato, e os pagamentos realizados ao próprio governo na forma de participações governamentais e tributos. É possível que o contrato estipule limites para recuperação de custos, como forma de evitar uma leniência nos custos.




    Após, o restante do volume de petróleo, o chamado excedente em óleo (“Profit Oil”), é dividido entre o contratado (excedente empresarial) e o governo (excedente governamental ou parcela estatal sobre o excedente em óleo), na proporção, condições e prazos estabelecidos no contrato. Então, o contratado retira o correspondente à sua participação na produção no ponto de entrega. O restante é do governo, que tem que vender a sua parte.




    Esse regime também tem a característica de o Estado ter um papel mais atuante e participativo na condução das operações, seja através da presença de uma empresa estatal no consórcio, seja através da presença de membros do governo no comitê operacional que toma as principais decisões. Por isso, há uma baixa autonomia por parte das empresas contratadas em relação às atividades operacionais e gerenciais.




    É um regime utilizado por países com instituições relativamente mais instáveis, como Indonésia, China, Nigéria, Líbia, Bolívia, Camarões, Bahrein, Egito, Gabão, Iêmen, Irã, Malásia, Omã, Qatar, Síria, Turquia, Rússia, Índia, Angola e Cazaquistão. Os acordos de partilha de produção foram tão amplamente utilizados quanto os concessórios (em 99 países em todo o mundo).




    1.5.3.4.3. CONTRATO DE SERVIÇO




    No contrato de serviço (“Service Contracts”), uma empresa petrolífera é contratada pelo governo para explorar o petróleo de um determinado local. Em troca, recebe do governo contratante uma contraprestação por este serviço, contratualmente acordada, que pode ser em dinheiro (cash) ou em petróleo (kind).




    Esses contratos de serviços podem ser de 2 (dois) tipos: o contrato de serviço com cláusula de risco (“Risk Services Contract”), em que a contraprestação pela prestação dos serviços é baseada no lucro do empreendimento, e o contrato de serviço puro (“Pure Service Contract”), em que o pagamento pelos serviços prestados é realizado independente de o empreendimento ser bem-sucedido ou não. Enquanto no contrato puro, o contratado será sempre remunerado (muito comum no Oriente Médio) independente da descoberta de petróleo, ficando todo o risco na mão do Governo; no contrato de risco, se após as atividades de exploração não for encontrado petróleo, o contratado, que arcou com todas as despesas por sua própria conta e risco, não será remunerado.




    Esta modalidade de regime encontra-se em uso restrito na indústria do petróleo, sendo utilizada principalmente pelos países que fazem parte da OPEP (Organização dos Países Exportadores de Petróleo), como Irã e Venezuela, mas também México e Bolívia. É mais utilizado em países onde há um baixo custo de E&P e o governo busca um maior controle sobre a operação de suas reservas, mas como as produções são boas, há realmente muitas empresas interessadas.




    Destaca-se que não se pode confundir os contratos de serviço com a contratação e serviços necessários à realização das atividades de exploração, de desenvolvimento e de produção, que são comuns a todos os regimes contratuais246.




    1.5.3.4.4. CONTRATOS MISTOS




    Entre os tipos de contratos conhecidos na experiência internacional, cabe ao Governo proprietário do petróleo adotar aquele que julgue mais conveniente para a consecução dos seus interesses, podendo utilizar qualquer um dos citados anteriormente, ou ainda, desenvolver um sistema misto, combinando características de uns e de outros. E, nessa linha, novas formas de contratação têm surgido. É o caso do contrato de cessão onerosa no Brasil e dos contract-based rate of return (ROR). Por isso, os regimes se tornaram, ao longo dos últimos anos, cada vez mais complexos, comportando a coexistência de diferentes modalidades de contratos em um mesmo País247.




    1.5.4. PROPRIEDADE DO PRODUTO 
DA LAVRA EM CADA REGIME




    Um ponto de diferenciação entre os regimes é sobre a propriedade do produto da lavra.




    Em um contrato de concessão, o produto da lavra é de propriedade da concessionária e, normalmente, ela pode computar a totalidade do volume das reservas provadas em seu balanço.




    Em contratos de serviço, normalmente operados pelo Estado que possui o monopólio, como toda a produção (incluindo a futura) pertence ao Estado, a empresa petrolífera não possui as reservas nem a produção de petróleo em nenhum momento. Por isso, as empresas não podem contabilizar o valor das reservas em seus balanços.




    No regime de partilha da produção, há uma discussão se os direitos reais sobre o petróleo saem ou não do domínio estatal248 e se as empresas contratadas podem ou não computar todo ou parte do volume de petróleo em seus balanços. Discute-se se todo o petróleo produzido é sempre originalmente estatal, transferindo parcela remuneratória para o contratado, ou se o petróleo tem sua propriedade dividida em condomínio ou, ainda, se o petróleo é integralmente adquirido pela empresa contratada e, posteriormente tendo parcela distribuída ao governo. Então, a propriedade acaba sendo definida em cada contrato.




    1.6. REGIMES CONTRATUAIS BRASILEIROS




    No Brasil, afirma-se que vigoram três “regimes” distintos: (i) Concessão, (ii) Cessão Onerosa e (iii) Partilha de Produção.




    Contudo, como será exposto, entendemos que existem apenas dois regimes contratuais: concessão e partilha, sendo que ambos podem ser precedidos ou não de seleção competitiva (licitação). Esse tema será mais bem desenvolvido a seguir.




    1.6.1. CONCESSÃO – LEI N. 9.478/97




    Entre 1953 e 1997, vigorou no Brasil um regime de delegação legal. Porém, a partir da Emenda Constitucional n. 9/1995, passou-se a permitir um regime contratual. E o primeiro regime contratual adotado foi o de concessão pela Lei n. 9.478, de 6 de agosto de 1997, conhecida como Lei do Petróleo. Importante destacar que a CRFB/88, em seu artigo 177, mesmo após a Emenda Constitucional n. 9/1995, não previa expressamente contrato de concessão. Tal instituto somente era mencionado no art. 176, que até o advento da Lei n. 9.478/97, só era empregado para os setores elétrico e minerário (e nem sempre teve natureza contratual)249.




    Com efeito, no Brasil, as atividades de exploração e produção de petróleo e gás natural, nos termos do art. 177, I, da CRFB/88, estão sob o monopólio da União Federal. Era, originalmente, um monopólio que deveria ser exercido pela Petrobras, conforme segue:




    Art. 177. Constituem monopólio da União:




    I - a pesquisa e a lavra das jazidas de petróleo e gás natural e outros hidrocarbonetos fluidos;




    II - a refinação do petróleo nacional ou estrangeiro;




    (...)




    § 1º O monopólio previsto neste artigo inclui os riscos e resultados decorrentes das atividades nele mencionadas, sendo vedado à União ceder ou conceder qualquer tipo de participação, em espécie ou em valor, na exploração de jazidas de petróleo ou gás natural, ressalvado o disposto no art. 20, § 1º.




    Porém, o art. 177, § 1º, da CRFB/88, com a redação introduzida pela Emenda Constitucional n. 9/95, manteve o monopólio, mas passou a prever expressamente que lei específica poderia regulamentar, dentre outras matérias, as condições de contratação, pela União, de empresas estatais ou privadas, para realização dessas atividades.




    Os §§ 1º e 2º do art. 177 da CRFB/88 passaram a vigorar com as seguintes redações:




    “Art. 177 (...)




    § 1º A União poderá contratar com empresas estatais ou privadas a realização das atividades previstas nos incisos I a IV deste artigo observadas as condições estabelecidas em lei.”




    § 2º A lei a que se refere o § 1º disporá sobre:




    I - a garantia do fornecimento dos derivados de petróleo em todo o território nacional;




    II - as condições de contratação;




    III - a estrutura e atribuições do órgão regulador do monopólio da União”.




    Pois bem. Coube à Lei n. 9.478/1997, dentre outros comandos, definir, inicialmente, o regime de concessões a ser aplicado. Em tal regime, as empresas somente podem ser contratadas mediante licitação250, cujo critério de julgamento das propostas são aqueles estabelecidos no edital, comumente o bônus de assinatura, o programa exploratório mínimo e os compromissos mínimos de conteúdo local. A Petrobras não é obrigada a participar. Ela é tratada como qualquer outro concessionário, inclusive disputando as licitações.




    A empresa contratada (concessionária) é obrigada a “explorar, por sua conta e risco e, em caso de êxito, produzir petróleo ou gás natural em determinado bloco, conferindo-lhe a propriedade desses bens, depois de extraídos, com os encargos relativos ao pagamento dos tributos incidentes e das participações legais ou contratuais correspondentes” (art. 26 da Lei n. 9.478/97). Em suma, a propriedade de todo o petróleo extraído é adquirida originalmente pelo contratado quando passa por um ponto de medição e o Estado opta por receber o resultado contratado integralmente em pecúnia, por meio das participações governamentais e tributos. O Estado não assume risco de qualquer natureza e não participa das atividades de exploração e produção, limitando-se a regulá-las e fiscalizá-las. Há, então, um menor custo de governança.




    Uma questão que pode ser levantada neste ponto é sobre a existência de limites constitucionais ao legislador ordinário na definição do regime petrolífero. No bojo da Ação Direta de Inconstitucionalidade 3.273-9/DF, discutiu-se a constitucionalidade do artigo 26 da Lei n. 9.478/97, o qual atribui à empresa petrolífera contratada, pelo sistema de concessão, a propriedade do petróleo extraído, mediante o pagamento das participações governamentais devidas.




    Na defesa da inconstitucionalidade, afirmou-se que a execução das operações deixou de ser exclusiva da Petrobras, de modo que a União somente poderia contratar empresas públicas ou privadas para a execução das atividades de exploração e produção de petróleo, mas não poderia atribuir-lhes o produto da lavra. Afirmou-se que o petróleo não poderia ser alienado ao concessionário após a sua extração, em virtude da manutenção do monopólio da União sobre a propriedade desse bem. A atribuição do produto da lavra ao concessionário tornaria sem sentido a expressão monopólio, contida no caput do artigo 177. A alienação do petróleo ao contratado no momento da sua extração retiraria da União qualquer ingerência sobre a propriedade do bem, passando esse ente apenas a regular a atividade comercial exercida pelos particulares. Ademais, o art. 176 da CRFB/88, segundo o qual o concessionário teria direito ao produto da lavra, representaria uma regra geral aplicável a todo e qualquer tipo de recurso natural, mas não ao petróleo, que teria regramento próprio no art. 177. Em suma, defendeu-se que seria inconstitucional a utilização de qualquer modelo contratual no Brasil que remunerasse o contratado por meio da transferência do produto da lavra. Portanto, as operações somente poderiam ser contratadas mediante contrato de prestação de serviço.




    Na defesa da constitucionalidade, entendeu-se que a expressão “monopólio” prevista no art. 177 da CRFB/88 não diz respeito à propriedade do petróleo, mas à titularidade das atividades, tendo o direito de decidir, a seu critério exclusivo, quem deverá exercer as atividades. A emenda extinguiu o monopólio sobre o exercício dessas atividades, mas não sobre as próprias atividades. Em relação ao petróleo, o ente público continuará livre para escolher, por meio de lei, a forma de contratação e de transferência da propriedade do bem ao contratado. E, do mesmo modo, a qualquer momento, a União poderia retomar para si a exclusividade no exercício de tais atividades, mediante a edição de outra lei ordinária, respeitadas as obrigações assumidas no regime precedente, em virtude da preservação do ato jurídico perfeito.




    Por fim, entendeu-se que a Emenda Constitucional n. 9/95, nos termos da nova redação dada ao parágrafo 1º do artigo 177, passou a permitir que a União contrate empresas estatais ou privadas para a execução das atividades mencionadas, “observadas as condições estabelecidas em lei”. A primeira lei a que se refere o dispositivo constitucional foi justamente a Lei n. 9.478/97. Após, vieram a Lei n. 12.276/2010, que criou a cessão onerosa, e a Lei n. 12.351/2010, que instituiu o contrato de partilha da produção. Portanto, os três regimes seriam considerados constitucionais.




    1.6.2. PARTILHA – LEI N. 12.351/2010




    Especificamente no Brasil, o regime da partilha de produção decorre das primeiras descobertas de óleo na fronteira geológica conhecida como Pré-sal, com a edição da Lei n. 12.351, de 22 de dezembro de 2010, que instituiu o regime de partilha de produção para as áreas do pré-sal e áreas estratégicas.




    Embora seja evidente que cada nacionalidade possua suas especificidades, principalmente no tocante a regimes políticos, quadro jurídico-institucional e características particulares da indústria de petróleo, sendo compreensível à diversidade existente quanto aos marcos regulatórios, o novo marco legal brasileiro utilizou como base o sistema de partilha de produção, mas com diversas peculiaridades e forte intervenção do Estado, transformando o modelo fiscal brasileiro realmente incomum.




    Em tal regime, as empresas ou consórcio de empresas são contratados para o exercício das atividades de exploração e produção de petróleo no Brasil, nas áreas do pré-sal ou naquelas consideradas estratégicas. De acordo com a lei brasileira, a contratação pode ser feita de maneira direta com a Petrobras, dispensada a licitação, ou mediante processo licitatório, na modalidade leilão, cujo critério de julgamento das propostas são aqueles estabelecidos no edital, comumente o bônus de assinatura e o excedente em óleo para União.




    Vale dizer que, inicialmente, a Lei n. 12.351, de 2010, estabeleceu que caberia à Petrobras, com participação mínima de 30% nos consórcios, a função de operadora de todos os blocos sob o regime de partilha de produção.




    A situação em que a Petrobras tinha que liderar a logística do processo de exploração como operadora, mesmo que sua participação no consórcio fosse reduzida ou que não tivesse participado inicialmente do leilão, fez com que existisse, de fato, um monopólio operacional para a Petrobras nos contratos de partilha. Isso porque a forma que se desenhou o processo de licitação fez com que as empresas interessadas em áreas do Pré-Sal buscassem negociar diretamente com a Petrobras a formação de um consórcio, acomodando em negociações prévias suas participações e decisões de investimento.




    Tal condição foi alterada pela Lei n. 13.365, de 29 de novembro de 2016, que permitiu a operação por outras empresas, garantindo à Petrobras a possibilidade de ter a preferência para atuar como operadora nos blocos em que demonstrasse interesse. Então, conforme dispõem a Lei n. 13.365, de 2016, e o Decreto n. 9.041, de 2 de maio de 2017, após a definição dos parâmetros técnicos e econômicos da licitação, a Petrobras passou a ter que se manifestar em até 30 dias sobre seu interesse em atuar como operadora preferencial dos blocos.




    Nesse regime, fez-se necessária a criação de uma empresa estatal, a Pré-Sal Petróleo S.A. (PPSA), para um maior controle e uma averiguação eficaz do cálculo dos custos recuperáveis de um operador, dado que este cálculo vai determinar a parcela do petróleo produzido intitulada de cost-oil e, consequentemente, a parcela do petróleo produzido que vai ser dividida entre o Estado e o operador (profit-oil). Assim, previu-se que essa empresa, a PPSA, deveria participar do comitê operacional nos contratos de partilha de produção, que é composto por representantes da União e dos contratados. De acordo com a lei, caberia à PPSA a indicação de metade dos representantes, incluindo o presidente do conselho, que tem poder de veto e voto de qualidade. Competiria a este comitê a administração do consórcio explorador, incluindo funções como definir os planos de exploração e avaliação de descobertas, analisar e aprovar os orçamentos e a contabilização dos custos. Assim, verifica-se que o comitê operacional constitui pilar fundamental do regime de partilha de produção brasileiro conforme idealizado.




    A remuneração do Governo (de forma geral), além da tributação, provém da comercialização do petróleo e gás recebido. Com a instituição do regime de partilha de produção, a União passou a receber sua parcela do produto da lavra in natura, o que trouxe outro desafio para o Estado, qual seja, definir qual destino dar ao petróleo e ao gás natural da União. Então, se a União não assume riscos de E&P, corre riscos na comercialização.




    Destaca-se, a este respeito, que a Lei n. 12.304, de 20 de agosto de 2010, estabelecia, inicialmente, que competia à PPSA “celebrar os contratos com agentes comercializadores, representando a União”, sendo vedado à PPSA executar, direta ou indiretamente, a atividade de comercialização. Em complemento, a Resolução CNPE n. 12, de 14 de dezembro de 2016, estabeleceu a política de comercialização do petróleo e do gás natural da União. Entretanto, diante das dificuldades encontradas pela PPSA para a contratação de um agente comercializador, especialmente tendo em vista os baixos volumes envolvidos e as rigorosas exigências da política de comercialização, foi editada a Medida Provisória n. 811, de 21 de dezembro de 2017, posteriormente convertida na Lei n. 13.679, de 14 de junho de 2018, que permitiu àquela empresa comercializar diretamente o petróleo e o gás natural da União, preferencialmente por meio de leilões. Complementando a mudança, a Resolução CNPE n. 15, de 29 de outubro de 2018, instituiu a nova política de comercialização do petróleo e do gás natural da União.




    Após o anúncio do pré-sal, criou-se uma expectativa de que os recursos petrolíferos transformariam a estrutura econômica e social do Brasil. Porém, o debate político em torno do regime regulatório e da organização da indústria do petróleo acabou por revelar conflitos de interesse entre população, empresas e governos federal, estaduais e municipais. A espera por um novo regime inibiu a atuação de companhias privadas e atrasou as explorações e a produção de petróleo. E a criação de novos regimes acabou se mostrando um retrocesso institucional.




    Entendemos que o regime de concessão estava funcionando, era absolutamente transparente e não tinha sido objeto de nenhum tipo de grande questionamento. Se o único destino buscado para o hidrocarboneto da União é a comercialização que gere a maior receita, melhor seria se o contratado dispusesse livremente do produto e remunerasse a União em pecúnia, livrando o Estado dos custos e da ineficiência de ter que executar tal tarefa.




    A anunciada maior rentabilidade das áreas do pré-sal poderia ser, perfeitamente, submetida a um critério diferenciado de remuneração no regime da participação especial, sem subversão do modelo de mercado para um modelo estatizante, centralizado em empresas sob controle do Estado, que receberiam contratos sem se submeter a mecanismos constitucionalmente estabelecidos para a competição251.




    Ora, se a intenção de criação do regime da partilha no Brasil era meramente arrecadatória, o modelo de concessão não precisaria ser alterado, bastando algumas alterações nos editais da ANP e no Decreto n. 2.705/98. Para aumentar a participação governamental federal bastaria alterar o Decreto que dispõe sobre as alíquotas de participações especiais dos campos de grande produção e grande rentabilidade. Caso a ideia fosse o recebimento das participações governamentais em hidrocarbonetos, bastaria pequenos ajustes na regulamentação infralegal, sem a menor necessidade de criação de uma PPSA ou, ainda, uma mudança de regime.252.




    Nos campos com grande produtividade, tem sido possível verificar que o regime de concessões garante na maior parte dos casos uma maior participação governamental, com a soma dos royalties e da participação especial, do que no regime de partilha de produção, com a soma dos royalties e da participação da União no excedente óleo.




    Ademais, para maior controle da produção, existiriam diversas maneiras de se evitar a exportação, via contrato de concessão ou pela Lei do Petróleo. Desde a 1ª Rodada, em caso de emergência nacional, declarada pelo Presidente da República, se houver necessidade de limitar exportações de petróleo ou gás natural, a ANP poderá determinar que o concessionário atenda, com petróleo e gás natural por ele produzido e recebido nos termos do contrato de concessão, às necessidades do mercado interno ou de composição dos estoques estratégicos do país.




    Fica evidente que o regime de partilha brasileiro exige um maior custo de governança, que é o custo da PPSA. Inclusive, a utilidade da sua criação foi objeto de muitos debates, com seus defensores argumentando pela especialização de tarefas para uma gestão mais eficaz. Apesar de a avaliação da destinação do petróleo da União não ser especificamente o tema deste trabalho, é evidente que o objetivo precípuo da política de comercialização da União é a maximização do resultado financeiro das transações. De todo modo, da eficiência da PPSA é que depende, ao fim e ao cabo, o sucesso ou fracasso do regime de partilha.




    Por fim, vale destacar que o regime de concessão pode ser aplicado em todo o território nacional, exceto na área do pré-sal e nas áreas estratégicas, conforme definição da Lei n. 12.351/2010, nas quais vigoram o regime de partilha (de modo que o regime de concessão é vigente para o ambiente pós-sal e pré-sal já concedido).




    1.6.3. SERVIÇO – LEI N. 12.351/2010




    Os atuais regimes regulatórios no Brasil não contemplam expressamente os contratos de serviços. Essa possibilidade chegou a ser aventada no PL 5.194 de 2013, do Deputado Newton Lima, que esteve em tramitação no Congresso Nacional até o início do ano 2015, quando foi arquivado por falta de manifestações ao projeto.




    No entanto, considerando que a CRFB/88 permite à União Federal a contratação de empresas para execução das atividades de exploração e produção de petróleo e gás, e que a Lei n. 12.351/2010 autoriza a contratação direta da Petrobras para exercer essas atividades na área do pré-sal, além da existência da PPSA, pode-se vislumbrar a existência de um contrato de serviços, no qual a PPSA, representando o governo brasileiro, contrataria a Petrobras como uma prestadora de serviços. Neste modelo, a totalidade do petróleo pertenceria à União Federal. As atuais negociações sobre a porcentagem do óleo produzido que cabe ao governo no regime de partilha deixariam de existir. Em vez disso, a negociação seria sobre a remuneração dos serviços prestados pela Petrobras. Este sistema poderia maximizar o volume de recursos públicos através do controle do ritmo de produção, ajudando a influenciar geopoliticamente e até internamente o preço do petróleo.




    Em que pese o art. 12 da Lei n. 12.351/2010 dispor que, as hipóteses de contratação direta devam atender a preservação do interesse nacional e o atendimento dos demais objetivos da política energética, e que o regime será o da partilha da produção, verifica-se que caberá ao CNPE estabelecer os parâmetros técnicos e econômicos do contrato a ser celebrado com a Petrobras.




    1.6.4. CESSÃO ONEROSA – LEI N. 12.276/2010




    A cessão onerosa253 foi criada após a descoberta do Pré-Sal, cuja exploração imporia à Petrobras grandes desafios e investimentos extremamente altos. Então, em suma, a União, por não dispor de recursos financeiros livres no seu orçamento no montante necessário para capitalizar a sua empresa estatal, buscou realizar uma cessão onerosa dos direitos exploratórios com a Petrobras. Então, foi editada a Lei n. 12.276, 30 de junho de 2010, especificamente para autorizar a União a ceder onerosamente, em caráter intransferível, à Petrobras o direito de exploração e produção de até 5 bilhões de barris equivalentes de petróleo em áreas do pré-sal especificadas no contrato. Nesse modelo de contratação direta, sem qualquer licitação prévia, a exploração e produção somente poderiam ser executadas na área escolhida pela empresa, que no caso deveriam ser em áreas não concedidas localizadas no pré-sal. Essa lei previu que as áreas seriam identificadas e delimitadas geograficamente nos contratos de cessão onerosa, com os respectivos volumes de barris equivalentes de petróleo.




    Importante registrar que a cessão onerosa não foi imposta pela União à Petrobras. Houve uma negociação que envolveu questões significativas, incluindo negociações em relação aos blocos exploratórios; o volume de produção em barris de óleo equivalente que poderia ser extraído dessas áreas; os preços a serem pagos pela cessão onerosa dos 5 bilhões de boe; os termos de uma revisão posterior quanto ao valor do contrato e volume de boe; e os termos que determinarão a realocação dos volumes entre os blocos exploratórios cedidos à empresa.




    Com o intuito de avaliar o valor das áreas a serem cedidas, a ANP e a Petrobras contrataram entidades certificadoras independentes Gaffney, Cline and Associates e a DeGolyer and MacNaughton, respectivamente.




    Assim, em 3 de setembro de 2010, a Petrobras fechou com a União o contrato de cessão do direito de conduzir as atividades de exploração de produção (E&P) de petróleo, gás natural e outros hidrocarbonetos fluidos em áreas do pré-sal especificadas, sujeitas a uma produção máxima de cinco bilhões de barris de óleo equivalente (boe).




    Diferentemente do contrato de concessão e do contrato de partilha, em que a empresa pode explorar e produzir petróleo e gás natural por determinados anos, no contrato celebrado em decorrência da cessão onerosa, a empresa somente pode explorar um volume determinado. Assim, o prazo de vigência do contrato foi estabelecido em 40 anos, permitida a prorrogação por, no máximo, 5 anos. Após a produção do volume de barris de óleo equivalente previsto em contrato, a Petrobras fica proibida de produzir, qualquer volume adicional de petróleo, gás natural e de outros hidrocarbonetos fluidos nas áreas cedidas.




    Pois bem. Em decorrência do contrato de cessão onerosa, a Petrobras foi autorizada a exercer as atividades de pesquisa em 6 (Seis) blocos localizados na área do pré-sal na Bacia de Santos, classificados como definitivos (Sul de Tupi, Florim, Nordeste de Tupi, Sul de Guará, Franco, Entorno de Iara254), e no bloco classificado como contingente (Peroba). A Petrobras somente poderia requerer à União a execução das atividades do PEO no bloco de Peroba (contingente) no prazo máximo de 4 anos contados da data de assinatura e desde que comprovado que o total dos volumes recuperáveis contidos nos blocos definitivos seria inferior ao volume máximo a ser produzido (5 bilhões de barris). E, a qualquer tempo, caso se reconhecesse a possibilidade de produção do volume máximo nos blocos definitivos, a Petrobras deveria devolver imediatamente o bloco contingente à União.




    Nesse contexto, a Petrobras assume, sempre, em caráter exclusivo, todos os investimentos, custos e riscos relacionados à execução das operações e suas consequências, cabendo-lhe, como única e exclusiva contrapartida, a propriedade originária do petróleo e gás natural que venham a ser efetivamente produzidos e por ela apropriados no ponto de medição da produção, com sujeição aos royalties.




    Como contraprestação pela possibilidade de exploração e produção de até 5 bilhões de barris, a Petrobras se obrigou a efetuar o pagamento de R$ 74.808 bilhões, equivalentes na ocasião a US$ 42.533 bilhões (pagos na assinatura do contrato). A Petrobras poderia efetuar o pagamento desse valor à União em títulos da dívida pública mobiliária federal ou em Reais. Do montante total recebido pela União, R$ 42,9 bilhões foram utilizados para financiar o aumento/integralização de sua participação no capital da Petrobras. A parcela restante, de R$ 21,9 bilhões, serviu para reforçar o superávit primário do governo central. Nada foi utilizado para ser repartido entre Estados e Municípios.




    A lei também atribui à ANP a competência de regulação e fiscalização das atividades a serem realizadas pela Petrobras, incluindo os termos dos acordos de individualização da produção a serem assinados entre a Petrobras e os concessionários de blocos localizados na área do pré-sal, aplicando-se, no que couber, o disposto na Lei no 9.478, de 6 de agosto de 1997.




    Em nosso entender, embora se fale na lei em “contrato de cessão onerosa”, não se trata propriamente de um novo regime contratual. A Lei n. 12.276/2010 apenas disciplinou a fase inicial de seleção do contratado e da forma pela qual o Governo seria remunerado por permitir esse direito de exploração e produção, mas nada sobre um regime especial para a parte principal de execução do contrato. Basta verificar que as regras que dispõem sobre o regime contratual da execução das atividades não preveem qualquer distinção significativa em relação ao regime do contrato de concessão.




    Com efeito, a lei, em seu art. 1º, § 1º, dispõe que “a Petrobras terá a titularidade do petróleo, gás natural e outros hidrocarbonetos fluidos produzidos nos termos do contrato que formalizar a cessão definida no caput”. Inclusive prevendo o art. 7º que “caberá à ANP regular e fiscalizar as atividades a serem realizadas pela Petrobras com base nesta Lei, aplicando-se, no que couber, o disposto na Lei no 9.478, de 6 de agosto de 1997”.




    De todo modo, existem diferenças entre o contrato de concessão e o contrato decorrente da cessão onerosa que merecem ser apontadas.




    Uma diferença é que nos Programas de Exploração Obrigatórios (PEOs) dos blocos definitivos não existe risco de perda do bloco. Diferentemente do que ocorre no contrato de concessão, caso o tempo de exploração determinado no contrato de cessão onerosa não seja cumprido, não haveria rescisão. Haveria apenas pagamento de multa.




    Outra diferença é que no contrato decorrente da cessão onerosa também há a impossibilidade de transferência do contrato e os direitos contratuais não podem ser transferidos a terceiro. É o que consta dos § 6º do art. 1º da Lei n. 12.276/2010.




    De resto, tudo igual. Por essa razão, entendemos que o “regime” da cessão onerosa nada mais é do que a disciplina da fase especial prévia que existiu para celebração de contratos no regime de concessão. Porém, considerando o uso corrente das expressões “regime da cessão onerosa” e “contrato de cessão onerosa”, buscar-se-á, aqui, manter a utilização dessas expressões.




    Cabe destacar que se argumenta que a lei não previu a incidência de participação especial no regime da cessão onerosa. Isso porque somente teria havido previsão de pagamento de royalties, cobrados à alíquota de 10%. Porém, cabe notar que o objetivo da norma teria sido apenas estipular que a alíquota seria sempre de 10%, de modo que não seria possível uma redução da alíquota como prevê a Lei n. 9.478/97. Inclusive, a legislação previu a distribuição da arrecadação da mesma forma que no regime de concessão. Em nosso entender, a disciplina específica da incidência dos royalties não poderia afastar a incidência das participações especiais255.




    É importante destacar, ainda, que a Lei n. 12.276/2010 não definiu as áreas não concedidas do pré-sal em que seria possível incidir a cessão onerosa à Petrobras. Não houve debate com o Congresso, nem com os estados e municípios impactados (e possivelmente beneficiados pela participação especial) sobre as áreas a serem exploradas. A identificação e delimitação geográfica das respectivas áreas foram feitas por meio de livre negociação contratual entre a empresa e a União. A área do pré-sal cuja exploração foi transferida, sem licitação, à Petrobras abrange nada menos que sete blocos, situados quase que inteiramente no território do estado do Rio de Janeiro. 




    Então, uma atuação federal, ao mudar o “regime” de exploração e produção de petróleo”, influiu diretamente na exclusão de parcelas da participação no resultado e da compensação financeira que, constitucionalmente, foram atribuídas ao Estado e municípios correspondentes.




    1.6.5. EXCEDENTE DA CESSÃO ONEROSA – 
LEI N. 12.276/2010




    O contrato de cessão onerosa deu à Petrobras o direito de realizar atividades na área dos blocos pelo prazo de 40 anos (prorrogáveis por mais 5 anos) até a extração do valor equivalente a 5 bilhões de barris de petróleo. E o Governo teria de esperar o fim do contrato para poder licitar o excedente256.




    Quando da celebração do contrato, permitiu-se à Petrobras escolher os campos para produção de 5 (cinco) bilhões de barris equivalentes de petróleo (“Volume Máximo”). E a empresa escolheu, em 2010, os blocos de Florim, Franco, Entorno de Iara, Sul de Tupi, Nordeste de Tupi, Sul de Guará e Peroba (área contingente257).




    Porém, nos anos iniciais da execução dos contratos decorrentes da cessão onerosa, no decorrer da fase exploratória, identificou-se que determinadas áreas possuíam volumes potencialmente comerciais muito maiores do que os inicialmente contratados.
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    Tais blocos, com exceção de Peroba, deram origem à Búzios (decorrente do bloco de Franco, teve declaração de comercialidade em dezembro de 2013), Itaipu (decorrente do bloco de Florim, teve declaração de comercialidade em setembro de 2014), Atapu (decorrente do bloco de Entorno de Iara, teve declaração de comercialidade em dezembro de 2014), Sépia (decorrente do bloco de Nordeste de Tupi, teve declaração de comercialidade em setembro de 2014), Sul de Lula (decorrente do bloco de Sul de Tupi), Norte e Sul de Berbigão (decorrentes do bloco Entorno de Iara), Norte e Sul de Sururu (decorrentes do bloco Entorno de Iara) e Sul de Sapinhoá (decorrente do bloco Sul de Guará).




    Para evitar a espera, o Governo negociou com a Petrobras para que novos consórcios (vencedores dos lotes da licitação) pudessem atuar nas mesmas jazidas. Assim sendo, os direitos de produção dos volumes excedentes de cada campo foram leiloados no regime de partilha de produção (foram os leilões do excedente da cessão onerosa).




    Evidentemente, como a Petrobras já tinha os ativos de produção na área em exploração em contrato decorrente da cessão onerosa, a Petrobras deveria vender ao novo contratado parte dos ativos que já tinha constituído. E, desse modo, a proporcionalidade do direito de exploração da jazida iria refletir também na propriedade dos ativos existentes, o que geraria uma necessidade de compensação à Petrobras.




    A Portaria MME n. 213, de 23 de abril de 2019, apresentou parâmetros de referência para o cálculo.




    Em relação a Búzios e Itapu, a Petrobras exerceu a preferência. Em relação a Atapu e Sépia, a Petrobras não exerceu preferência. Os demais campos não foram licitados. Então, em Atapu e Sépia surgiu a necessidade de coparticipação. E, também, uma unitização com Atapu Oeste e Sépia Leste, regidas pelo regime de concessão, embora ainda não contratadas.
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    Então, é possível que na Bacia de Campos e na Bacia de Santos existam campos em produção no regime de concessão, partilha, cessão onerosa e excedente da cessão onerosa.




    1.7. OBJETO DOS CONTRATOS DE PETRÓLEO NO BRASIL




    Cada regime jurídico possui um instrumento contratual no qual podem coexistir negócios jurídicos distintos (contrato complexo) e a sua diferenciação se mostra essencial para compreender a natureza das prestações devidas por cada uma das partes. Ademais, a cada contrato celebrado, deflagra-se um conjunto de relações jurídicas a unir um complexo de situações subjetivas envolvidas na espécie, com base no sistema normativo em vigor naquela oportunidade – tempus regit actun – e posto a salvo de alterações legislativas futuras que maculem a segurança de que eram merecedores todos os partícipes e interessados naquele contrato.




    De forma geral, entende-se que o objeto dos contratos de exploração e produção de petróleo e gás natural, independente do regime (contrato de concessão, partilha da produção ou contrato de serviço), não envolve a transferência da propriedade da jazida (coisa imóvel). Não se pactua a transferência de sua propriedade nem da sua posse.




    Ora, nos termos do caput do art. 176 da CRFB/88, as coisas (as jazidas), em sentido jurídico, “pertencem à União”. Ou seja, a jazida é objeto de direito de propriedade (direito real público, em emprego estrito e técnico do vocábulo “propriedade”) da União. A jazida, nos termos da lei é reservatório “já identificado e possível de ser posto em produção”258. E reservatório é a “configuração geológica dotada de propriedades específicas, armazenadora de petróleo ou gás, associados ou não”259. Em outras palavras, o bem (a jazida/reservatório) é sempre da União; a atividade de sua exploração também o é (monopólio previsto no art. 177, I, da CRFB/88), podendo, no entanto, ser delegada a empresas públicas ou privadas.




    Então, pactua-se o exercício de atividades materiais, que são as atividades de exploração e, a depender do caso, de produção260. Ainda que, coloquialmente, se diga estar a “conceder blocos”, não se deve interpretar, por óbvio, que se transfere a coisa (bloco ou jazida). O que se está a transferir é o direito de explorar a atividade correspectiva, o direito de prospecção e o direito de lavra. Portanto, a área física estabelecida no contrato representa apenas a delimitação do espaço em que é possível o exercício dos direitos de exploração, estes sim objeto do contrato.




    Não há, repise-se, a favor do contratado, um direito real sobre o bloco, apenas um direito de explorar atividade econômica. Evidente que, para bem desempenhá-lo, o contratado deverá ter meios que o permitam materialmente o contato com a coisa. Mas não é a coisa, seja ela chamada de bloco, área, jazida ou reservatório, o que se está a conceder. Está-se, no plano obrigacional, outorgando direito de exercer atividade econômica261. Embora essa seja o principal pressuposto da existência da delegação, não se pode dizer em absoluto ser seu único objeto.




    Sem transmitir o domínio ou um direito real de propriedade sobre a jazida, outorga-se ao contratado o direito de explorar o subsolo e os reservatórios que vierem a ser descobertos em determinada área sob contrato, com os direitos conexos necessários para que possa atuar, inclusive com proteção frente a terceiros262.




    É evidente que as atividades de exploração podem, eventualmente, resultar na descoberta de petróleo, que, se ocorrer e houver produção, poderá acarretar ao contratado a aquisição da propriedade do produto da extração.




    Assim, tratando-se de um contrato de concessão ou de cessão onerosa, afirma-se que, em caso de descoberta e viabilidade comercial, o objeto do contrato passaria a compreender uma espécie de usufruto (em termos privados, conforme art. 1390 do Código Civil) do bem público (jazida) pelo particular.




    Nos termos do Código Civil, aplicado por analogia, usufruto é o direito real sobre coisas alheias, conferindo ao usufrutuário (pessoa para quem foi constituído o usufruto) a capacidade de usar as utilidades e os frutos (rendas) do bem, ainda que não seja o proprietário. O usufrutuário tem direito à posse, uso, administração e percepção dos frutos (rendas).




    Então, tanto no contrato de concessão quanto no contrato de cessão onerosa, não há a menor dúvida que, havendo produção, ocorre a aquisição do petróleo (produto da lavra) pelo concessionário ou cessionário, como fruto desta utilização. Assim, a depender do regime, caberia ao contratado, como proprietário do fruto, o poder de comercializá-lo. Há, aqui, a possibilidade de uma aquisição da propriedade originária, direta e unilateral, por determinação constitucional e legal que qualifica a atividade material de extrair como necessária e suficiente para tanto.




    Portanto, além do direito à exploração e produção em determinada área, atribui-se ao contratado o direito de se apropriar do que e quando se extraia, antes mesmo de serem extraídos. Concede-se um direito de propriedade futura sobre um bem móvel quando extraído.




    Explica-se, em relação a esse último entendimento, que, em um contrato de compra e venda, não há necessidade de transferência simultânea ou imediata da propriedade e da posse, sendo possível que a transferência somente ocorra após a existência do bem a ser vendido. Assim, entende-se que haveria um negócio jurídico de compra e venda de bem futuro, de modo que, em qualquer regime, a transferência da propriedade, efeito real do negócio jurídico de compra e venda, se daria quando o petróleo passasse pelo ponto definido em contrato, ao passo que o correspectivo preço somente seria pago posteriormente, no momento assinalado no contrato.




    No contrato de serviço, contudo, não haveria aquisição do fruto (ou mesmo da própria jazida) pelo contratado, de modo que não há dúvida que nesse tipo de regime a contraprestação é devida pela atividade de exploração e produção e a depender do resultado. O resultado pode ser condição de pagamento, mas não o objeto do contrato. Considerando não haver contrato de serviço no direito brasileiro, não haverá aqui uma atenção especial a esse tema.




    No regime de partilha da produção, há um contrato firmado com a União, representada pelo Ministério de Minas e Energia (que ocupa a posição de contratante). Na posição de contratado, encontra-se a empresa ou o consórcio vencedor da licitação.




    Contudo, existe uma figura sui generis que obrigatoriamente tem que participar dos consórcios que executam o contrato, mitigando a livre iniciativa do contratado para viabilizar o controle da produção e a identificação do excedente em óleo. É a empresa pública denominada Empresa Brasileira de Administração de Petróleo e Gás Natural S.A. - Pré-Sal Petróleo S.A. ou PPSA, instituída pela Lei n. 12.304/2010 para gestão dos contratos de partilha de produção celebrados pela União, por meio do Ministério de Minas e Energia. Trata-se de uma empresa que presta serviços endógenos à administração, notadamente “os serviços de representação dos interesses da União nos contratos de partilha de petróleo e gás que a PPSA presta”263.




    Havendo uma inequívoca autonomia de personalidade jurídica entre a PPSA e a União, entende-se possível juridicamente a participação obrigatória da empresa estatal nos consórcios que exploram as riquezas petrolíferas, assim como ocorre com a Petrobras, outra empresa estatal que celebra contratos com a ANP e com a União.




    Evidentemente, como é a própria União que figura como contratante nos contratos de partilha, não seria possível cogitar eventual contrato consigo mesmo. Por essa razão, não faz sentido que a PPSA assuma no consórcio os interesses da União como contratante (caso contrário a União seria parte integrante da concessionária e seria uma hipótese de um incabível contrato consigo mesmo). Os interesses da União no polo do contratado são garantir a produção e identificar o excedente em óleo.




    Porém, curiosamente, a PPSA também não assume todas as obrigações assumidas pelos demais participantes do polo passivo (contratados). Por expresso comando legal, a PPSA não assume quaisquer riscos da operação, nem responde pelos custos e investimentos necessários à exploração e produção do petróleo264, sendo certo que mesmo a sua participação no consórcio é limitada.




    Pois bem. Caso se entenda que o contratado adquire originalmente o petróleo extraído, entende-se que o objeto do contrato no regime de partilha fica muito semelhante ao objeto do contrato no regime de concessão. Ora, se a operação corre por conta e risco da contratada265, fica claro que não há uma operação conjunta ou um esforço comum para o atingimento de um resultado que interessa aos atores da operação. A União disponibiliza a jazida para a operação, recaindo o risco e o custo ao contratado, que adquire originariamente a integralidade da produção.




    Porém, caso se entenda que há uma aquisição originária do produto da lavra pela União, estar-se-á diante de uma hipótese semelhante a um contrato em que o objeto é a prestação do serviço. Contudo, caso se entenda que há uma aquisição originária pela União e pelo contratado em conjunto, estar-se-á diante de uma hipótese híbrida semelhante a um contrato em que parte do objeto é a prestação do serviço, parte é o usufruto.




    Há quem entenda266 que não se pode considerar o petróleo como um fruto, porque a retirada de cada barril leva à consequente exaustão da jazida, e, portanto, haveria o esgotamento do bem principal. Então, para caracterização como usufruto seria necessário que ao final do contrato o bem ainda estivesse disponível. Como o bem se esgota, entende-se que haveria a alienação do bem (da própria jazida). Porém, entendemos que não se pode confundir a jazida com o petróleo. Como já explicado, a jazida é a configuração geológica onde se encontra o petróleo. A exaustão não é da jazida, mas do seu conteúdo.




    Diante de todas essas hipóteses, verifica-se que a contraprestação ocorreria mediante o pagamento de participações governamentais, seja simplesmente por um direito de exercício das atividades de exploração e produção, seja como parcela do preço devido em contraprestação à apropriação do petróleo.




    Então, faz-se necessário analisar a propriedade do petróleo, as áreas sob contrato e as fases de exploração, desenvolvimento e produção de petróleo e gás natural, bem como alguns aspectos técnico-operacionais do funcionamento e da sequência típica das atividades de exploração e produção de petróleo e gás natural267, que compõem o objeto dos contratos petrolíferos.




    1.7.1. ATIVIDADES PETROLÍFERAS




    O objetivo, neste ponto, é exatamente explicar, de maneira didática, dentro da fase do upstream, o percurso ideal das atividades envolvidas nas fases de exploração, iniciando pela delimitação de blocos, assinatura do contrato, realização das atividades exploratórias, descoberta, avaliação da descoberta e declaração de comercialidade, passando pela fase de produção, incluindo a etapa de desenvolvimento, com a criação de toda a infraestrutura necessária para produção; a etapa de produção propriamente dita, com a extração do óleo e a manutenção da produção; finalizando com a etapa do abandono, com o processo de descomissionamento e finalizando com o completo abandono do campo.




    1.7.1.1. FASE DE EXPLORAÇÃO




    A fase de “pesquisa ou exploração”268 reúne o “conjunto de operações ou atividades destinadas a avaliar áreas, objetivando a descoberta e a identificação de jazidas de petróleo ou gás natural”, incluindo as atividades de avaliação de eventual descoberta de petróleo ou gás natural, para determinação de sua comercialidade269. Tal fase abrange o “período de tempo que se estende desde a assinatura do contrato [quando a empresa petrolífera270 adquire um bloco] até o término do período exploratório, conforme definido em contrato”271.




    O pagamento do bônus de assinatura ocorre no momento da assinatura do contrato, portanto, no início da fase de exploração. O mesmo ocorreu com o pagamento pela cessão onerosa. Por isso, entendemos que não há o menor sentido em afastar o tratamento dessas participações governamentais do fundamento constitucional previsto no art. 20, § 1º, da CRFB/88, como fez o STF no bojo da ACO n. 747.




    É preciso entender, portanto, o que normalmente ocorre no âmbito dessa fase de exploração, desde o seu início até o seu final.




    1.7.1.1.1. EXECUÇÃO DO PROGRAMA EXPLORATÓRIO




    Após a celebração do contrato, a empresa petrolífera contratada, mesmo tendo um direito de explorar em determinado bloco, não está livre para proceder como bem entender. A empresa petrolífera ao realizar a sua proposta272 assume a obrigação de executar o Programa Exploratório Mínimo - PEM nos prazos e condições descritos no contrato.




    O PEM corresponde ao instrumento de planejamento que prevê as atividades exploratórias a serem obrigatoriamente cumpridas pelo contratado durante a fase de exploração273, com o objetivo de investigar se na área há hidrocarbonetos suscetíveis de serem explorados comercialmente. Para tanto, a empresa deve apresentar um Plano de Exploração, que deverá abranger, ao menos, o Programa Exploratório Mínimo, com informações abrangentes e detalhadas o suficiente que permita à ANP conhecer, acompanhar e fiscalizar as atividades exploratórias nele contidas, como o cronograma das atividades exploratórias e orçamentos dos gastos previstos.




    Pode-se dizer que a fase de exploração é a mais controlada e intensamente regulada em razão da extrema importância das atividades destinadas a descoberta de jazidas de petróleo ou de gás natural e determinação de sua comercialidade. Toda a sequência exploratória realizada na área geográfica que compreende o bloco de exploração é absolutamente monitorada pela ANP. O objetivo é vincular as empresas a um compromisso de prospecção e, assim, afastar a possibilidade de desvio para engajamento com o subsolo, não dando margem para que a empresa deixar o bloco de lado aguardando um momento ideal (se houver) para extrair petróleo daquele local e preferindo perfurar em outro, e com isso impedindo que outras empresas explorem e produzam. Isso acontece não só no Brasil, mas em todos os países do mundo.




    O direito de explorar, embora adquirido onerosamente, não é eterno. Assim como a empresa adquire o direito de explorar e produzir petróleo por um contrato, esse direito pode deixar de existir em razão da extinção desse contrato. Isso pode ocorrer por vontade das partes ou de pleno direito. Existem diversos motivos que podem extinguir a fase de exploração sem passar para a fase de desenvolvimento. Por exemplo, pelo decurso do prazo de vigência previsto274, que, a depender das características das bacias a serem exploradas, pode ser de três a oito anos, podendo ser prorrogada em situações pré-estabelecidas no contrato, que pode ocorrer com ou sem a conclusão do Programa Exploratório Mínimo, ou havendo ou não descoberta comercial275.




    Caso ocorra uma primeira descoberta no bloco e caso haja a necessidade de uma primeira delimitação para avaliação dessa área da descoberta, isso não obriga que o contratado tenha que devolver o resto da área do bloco que não constou dessa delimitação. E, ao prosseguir com a prospecção e perfuração nessa área do bloco não delimitada, no curso do prazo contratual para exploração, é possível que haja a descoberta de uma nova acumulação. Até porque a apresentação de uma ou mais declarações de comercialidade, não eximirá o contratado do cumprimento do Programa Exploratório Mínimo.




    Então, é possível que, concomitantemente, do total de uma área contratada, uma área do bloco já tenha sido devolvida para a ANP, uma área seja retida para avaliação, uma área seja objeto de Declaração de Comercialidade e uma área já esteja em desenvolvimento ou produção.




    1.7.1.1.2. SEQUÊNCIA EXPLORATÓRIA




    A busca por petróleo segue, em regra, uma sequência exploratória, que engloba, basicamente, 4 tipos de operações: prospecção, perfuração, completação e avaliação.




    1.7.1.1.2.1. PROSPEÇÃO




    O primeiro passo na exploração de petróleo e gás é a busca por rochas sedimentares formadas a partir de sedimentos com probabilidade de terem sido ricos em matéria orgânica. Assim que tais rochas são localizadas, o próximo passo é determinar com que profundidade foram soterradas e a temperatura máxima que podem ter atingido. Esses fatores determinam a potencialidades para que tenham acontecido reações químicas apropriadas para que seja possível encontrar petróleo e/ou gás natural nas rochas. Esse conjunto de atividades de aquisição, levantamento, processamento, reprocessamento, tratamento, integração e interpretação de dados sísmicos, geológicos, geoquímicos e geofísicos276, voltadas para identificar possíveis acumulações de hidrocarbonetos no subsolo (prospectos) é chamado de prospecção.




    Essa é uma etapa bem regulada, exigindo a ANP diversas notificações, por exemplo, sobre as operações de aquisição, processamento ou estudo de dados técnicos277. Com isso, é possível saber se houve aquisição de dados de duas áreas contratadas contíguas278 ou se houve aquisição de dados além da área contratada279.




    Uma vez obtidos e analisados os dados, toma-se a decisão de seguir ou não adiante com o projeto. Se a decisão for seguir adiante, o próximo passo é perfurar um poço exploratório.




    1.7.1.1.2.2. PERFURAÇÃO EXPLORATÓRIA




    A perfuração exploratória envolve, basicamente, as seguintes operações básicas:




    (2.1.) perfurar, que é a atividade desenvolvida por um complexo de equipamentos que formam uma unidade (sonda ou plataforma) de perfuração, com o objetivo de criar um poço que é o elo entre a rocha reservatório e a superfície (ou fundo do mar no caso de um poço offshore);




    (2.2.) revestir, que envolve as ações de descer e instalar os tubos da coluna de revestimento para cobrir a fase perfurada e




    (2.3.) cimentar, que objetiva preencher total ou parcialmente o espaço entre o tubo (revestimento) e o poço, até atingir a parte mais ao fundo, para realizar o isolamento de zonas produtoras e suportar e proteger o revestimento (impedindo, por exemplo, que o fluido de formação migre para dentro do poço).




    Vale destacar que existem diferentes tipos de poços280. Esses diferentes poços são identificáveis em razão da sua codificação281, por exemplo, em razão da finalidade do poço282 ou da sua forma283. Por exemplo, o poço 3BRSA1244SES pode ser identificado como 3 (poço de extensão); BRSA (nome dado pela ANP aos poços da Petrobras); 1244 (designa o 1.244º poço perfurado nessa área); SE (identifica Sergipe); e S (identifica que é um poço submarino).




    Vale frisar que a empresa petrolífera não é totalmente livre para perfurar poços onde bem entender. Caso a empresa petrolífera decida construir, operar, intervir e abandonar um poço, deverá comunicar todos os seus passos à ANP284.




    1.7.1.1.2.3. COMPLETAÇÃO TEMPORÁRIA




    A completação temporária envolve o conjunto de operações destinadas a equipar um poço para deixá-lo em condições para produzir petróleo e gás ou para injetar água ou fluidos de forma segura e econômica.




    Da mesma forma, todas as atividades de completação devem ser comunicadas à ANP, pelo Relatório de Completação de Poço (RCP), inclusive sobre os principais aspectos geológicos relativos ao poço, pelo Relatório Final de Poço Exploratório (RFP).




    1.7.1.1.2.4. AVALIAÇÃO DA RESERVA




    A atividade de exploração pode resultar em uma descoberta comercialmente excelente ou nenhuma descoberta. Se não houver descoberta, todos os gastos efetuados pelas empresas petrolíferas serão perdidos. Por outro lado, se a perfuração resultar em uma descoberta, o contratado deverá apresentar à ANP uma Notificação de Descoberta (ND) e deverá realizar uma avaliação. Para tanto, deverá submeter seu Plano de Avaliação de Descoberta (PAD)285 à aprovação da ANP, contemplando pelo menos uma atividade de avaliação, como compromisso firme, que permita a delimitação das descobertas, bem como a estimativa dos volumes de petróleo ou gás natural in situ e recuperáveis nos reservatórios, subsidiando a tomada de decisão quanto à: I - Declaração de Comercialidade; II - continuidade da avaliação; ou III - devolução da área de retenção do PAD. Ademais, além do PAD, a ANP exige várias notificações e relatórios sobre as avaliações, caso da Notificação de Perfilagens Realizadas (NPR), Relatório de Ensaios Petrofísicos (RPF), Relatório de Ensaios de PVT (PVT), Relatório de Geoquímica de Poço (RGP) entre outros.




    A avaliação envolve a obtenção, processamento e interpretação de dados de (1) geofísica (estrutura e área do reservatório, presença de falhas etc.); (2) geologia (tipo de rocha, características do sistema rocha-fluido etc.); (3) testemunhos (amostras cilíndricas de rochas que são tiradas do poço cujas lâminas passam por exame laboratorial); (4) perfis (pela perfilagem, permite-se obter informações das formações atravessadas, tais como: litologia, espessura dos intervalos, permeabilidade, porosidade, condutividade, fluidos existentes nos poros e suas saturações, pois como fluidos não podem se instalar nos grãos de um minério, mas somente em seus poros, a porosidade é diretamente proporcional à quantidade total de petróleo contida na formação rochosa. Além disso, se os poros forem conectados, pode haver a passagem de fluidos, o que configura a permeabilidade.); (5) fluidos (análises laboratoriais para qualificar o óleo presente na jazida); (6) análise PVT (relação e a medida entre pressão, volume e temperatura); (7) testes de formação (que são testes que colocam o poço para produzir para identificar os fluidos na formação, obter a pressão estática, detectar uma depleção, calcular a produtividade da formação, estimar o dano a formação e amostrar fluidos para fazer análise PVT, incluindo Teste de Longa Duração - TLD); (8) produção (vazão, pressão etc.).




    Com a avaliação, conclui-se o volume do bloco, o que é imprescindível para se avaliar o retorno econômico do projeto. Depois de identificar o recurso petrolífero286 descoberto, avalia-se o recurso, pela junção de todo o levantamento287 feito até então. Combinados os poços e perfis, constata-se se as informações se conectam, bem como o tamanho, a porosidade e o volume de óleo e de gás natural in situ.




    Então, um tema importante a ser desenvolvido, apesar de não constar expressamente na Lei do Petróleo, envolve os conceitos de reservas possíveis, prováveis e provadas, em desenvolvimento ou não. Tais expressões foram criadas pela Society of Petroleum Engineers - SPE e pela US Securities and Exchange Commission - SEC com a finalidade de uniformizar a apuração do número de reservas de petróleo pelas empresas, consideradas como os principais ativos constantes no seu balanço patrimonial, tornando esses dados comparáveis entre si. A observância das normas que disciplinam as reservas é importante para as empresas que negociam suas ações em Bolsa de Valores.




    Tem-se uma reserva provada288 quando nela houver quantidades de petróleo, que por análises da geologia e dados da engenharia, podem ser estimadas com uma razoável certeza de ser comercialmente recuperadas, sob condições econômicas atuais, métodos operacionais e regulamentações governamentais. As reservas provadas podem ser classificadas em reservas provadas desenvolvidas e não desenvolvidas. Reservas desenvolvidas seriam aquelas em que o petróleo pode ser recuperado através de poços existentes e quando todos os equipamentos necessários à produção encontram-se instalados.




    As reservas consideradas como não provadas dividem-se em prováveis e possíveis. Aquelas são as reservas cujas análises de geologia e dados de engenharia sugerem que haja maior probabilidade de serem recuperadas do que estas. Neste contexto, quando métodos probabilísticos são usados, as reservas prováveis devem ter ao menos 50% de probabilidade de ser postas em produção, enquanto as possíveis representam uma probabilidade de 10 a 50%.




    Apesar do volume contido na jazida, não é possível extrair todo o volume. Em regra, obtêm-se 40% da quantidade total do óleo armazenado e o restante permanece preso entre os interstícios dos grãos. Técnicas modernas de recuperação podem aumentar a produção, apesar dos custos mais elevados.




    Tais informações ajudam a empresa a estimar o volume de petróleo a ser produzido, a velocidade de produção (curva de produção), o tipo de equipamentos necessários para produzir o petróleo, a qualidade do petróleo (densidade, viscosidade, teor de enxofre etc.), entre outras informações. Essas premissas servem de base para o Estudo de Viabilidade Técnico-Econômica (“EVTE”), que determinará se a produção do petróleo descoberto é viável tecnicamente e rentável economicamente.




    Cumprido o Plano de Avaliação de Descoberta aprovado pela ANP, a empresa petrolífera deverá submeter à ANP um Relatório Final de Avaliação de Descobertas de Petróleo ou Gás Natural (RFAD)289, de modo a indicar e justificar eventual proposta de retenção da Área de Desenvolvimento da Descoberta Comercial. Importante apenas salientar que a aprovação do RFAD pela ANP não representará aprovação antecipada dos elementos a serem avaliados no âmbito do Plano de Desenvolvimento, tais como a delimitação da área do campo e a aderência do projeto de desenvolvimento às melhores práticas da indústria do petróleo290.




    Se, em razão da avaliação, for possível verificar que não há viabilidade comercial, será preciso devolver a área licitada para a ANP.




    Se, porém, houver viabilidade comercial de uma ou mais jazidas, deve ser enviada à ANP a Declaração de Comercialidade da Descoberta (DC)291.




    Vale apenas destacar que a Declaração de Comercialidade é uma decisão unilateral da empresa petrolífera292, sendo vedado à ANP determinar se há viabilidade econômica ou não no bloco.




    1.7.1.2. FASE DE PRODUÇÃO




    Já a fase de produção293 é definida como aquela que reúne tanto as atividades de produção propriamente dita, que compreende o “conjunto de operações coordenadas de extração de petróleo ou gás natural de uma jazida e de preparo para sua movimentação”, quanto as atividades de desenvolvimento, que reúnem o conjunto de operações e investimentos destinados a viabilizar as atividades de produção de um campo de petróleo ou gás, de acordo com as Melhores Práticas da Indústria do Petróleo294, mas também a etapa de abandono295. Portanto, o início da fase de produção não se dá com o início da produção propriamente dita.




    Então, basicamente, existem três etapas na fase de produção que compreendem três conjuntos de atividades correspondentes. As atividades da etapa de desenvolvimento (que é o período que se inicia desde a entrega, pelo contratado, da Declaração de Comercialidade à ANP e vai até a produção do primeiro óleo). As atividades da etapa de produção propriamente ditas, que se iniciam com a extração de petróleo, passam pelo pico de produção e seguem até o fim das medições. A fase de produção se encerra com a finalização das atividades da etapa de abandono (descomissionamento ou desativação do campo), após a execução do Programa de Descomissionamento de Instalações aprovado pela ANP, para devolução do campo à ANP ou quando a ANP autorizar a resilição do contrato, total ou parcialmente, solicitado pelo contratado.




    A fase de produção (e não a etapa de produção propriamente dita) se inicia com a apresentação da Declaração de Comercialidade. Já a etapa de produção se inicia após a ocorrência da primeira medição de volumes de petróleo e gás natural em um dos pontos de medição da produção296). A etapa de produção se encerra quando se constatar que a produção não for mais economicamente viável, ou seja, ao se atingir um patamar onde a produção de petróleo não é mais capaz de produzir receitas que justifiquem a sua atividade, de modo que o contratado tenha que submeter à ANP um Programa de Descomissionamento de Instalações em conformidade com a Legislação Aplicável e as Melhores Práticas da Indústria do Petróleo. Porém, o término da fase de produção somente se encerra após a conclusão da etapa de descomissionamento, com a aprovação pela ANP do Relatório Final de Desativação das Instalações, com a imediata devolução da área correspondente.




    Vale dizer que a etapa de desenvolvimento também pode coexistir, de forma excepcional, com a fase de exploração ou mesmo após a extração do primeiro óleo297 em outra área sob contrato, enquanto necessários investimentos em poços, equipamentos e instalações destinados à produção de petróleo e gás natural de acordo com as Melhores Práticas da Indústria do Petróleo.




    Com efeito, existe a possibilidade de desenvolvimento por módulo individualizado composto por instalações e infraestrutura para produção de petróleo e gás natural de uma ou mais jazidas de determinado campo, segundo o Plano de Desenvolvimento aprovado pela ANP.




    Terminando a vigência do contrato e havendo reservas comercialmente extraíveis, a ANP poderá indicar quais bens serão revertidos à União, nos termos da Legislação Aplicável, e determinar que os contratados não procedam ao abandono permanente de determinados poços ou desativem ou removam certas instalações e equipamentos, sem prejuízo de seu direito de devolver a área.




    No caso da concessão, a ANP, a seu critério, poderá adotar as medidas necessárias para o prosseguimento da operação do campo, podendo, inclusive, promover nova contratação ao longo dos últimos 5 (cinco) anos antes da data prevista para o término da Produção. Já no regime de partilha, caso o Programa de Desativação das Instalações indique perspectiva de Produção adicional após o término da vigência do contrato, a contratante, ouvida a ANP, poderá determinar ações para garantir a continuidade das operações de produção.




    Vale o registro que para cada Área de Desenvolvimento, que terá início na data da apresentação da Declaração de Comercialidade, se iniciará uma fase de produção com prazo de duração de 27 (vinte e sete) anos. A partir de então, há, de certa forma, uma cisão em que as cláusulas referentes à prorrogação ou extinção do contrato passam a ser aplicadas a cada Área de Desenvolvimento ou Campo, individualmente considerados.




    A fase de exploração poderá ser prorrogada, mediante solicitação à ANP, acompanhada de uma revisão do Plano de Desenvolvimento, ou por determinação da ANP, que somente poderá ser recusada mediante justificativa embasada da empresa, entre outras razões, na comprovada não economicidade.




    Um ponto de destaque é que, dentro do polígono do pré-sal, a ANP teve que pacificar o entendimento sobre a possibilidade de renovação desses contratos de concessão – porque, na verdade, eles se inseriam dentro do polígono do pré-sal. A grande dúvida é, se eles estão inseridos no polígono do pré-sal e se no pré-sal só pode haver partilha, se esses contratos de concessão poderiam ser renovados após seu vencimento ou se todos esses campos seriam pegos de volta para relicitar em um contrato de partilha. A conclusão dessa questão não foi fácil e nem óbvia, foi demorada. Hoje se encontra pacificada, assumindo que os contratos de concessão vigentes dentro do polígono do pré-sal podem ser renovados no regime original.




    
1.7.1.2.1. ATIVIDADES DA ETAPA DE DESENVOLVIMENTO




    Ciente de que existe petróleo no reservatório e que é possível produzir petróleo com viabilidade comercial, a empresa petrolífera não pode desenvolver o seu sistema de produção ao seu bel prazer. A empresa precisa traçar a estratégia de desenvolvimento dessa produção. É preciso, então, determinar o número de reservatórios do bloco a desenvolver, a quantidade de plataformas e a capacidade de cada um, a quantidade de poços e seus tipos, bem como determinar os demais equipamentos que serão necessários. Em suma, é preciso definir quantos sistemas de produção serão instalados e em quanto tempo cada unidade de produção vai começar a produzir. Caso haja mais de uma plataforma em um campo, dificilmente todas terão suas atividades iniciadas simultaneamente. Ademais, é necessário definir se será ou não necessário usar um sistema de injeção. Tudo isso é planejado e executado na etapa de desenvolvimento, subdivisão inicial da fase de produção, que compreende o conjunto de operações destinadas a viabilizar as atividades de produção de um campo de petróleo ou de gás natural por meio do estabelecimento da infraestrutura necessária dentro do campo produtor298.




    Após a empresa traçar essa estratégia, a ANP precisa tomar conhecimento sobre o projeto de extração de petróleo e gás que a empresa buscará desenvolver. Vale destacar que os projetos de investimento não são, isoladamente, aprovados pela ANP. Tudo isso tem que estar previsto em um único instrumento, chamado de Plano de Desenvolvimento (PD)299.




    Então, deve constar nesse documento o programa de trabalho, o cronograma e os respectivos investimentos necessários ao desenvolvimento e produção de uma descoberta ou conjunto de descobertas de petróleo e gás natural na área sob contrato, incluindo seu abandono300.




    Trata-se de instrumento que deve ser elaborado observando a Resolução ANP n. 17, de 18.3.2015301, e em acordo às Melhores Práticas da Indústria do Petróleo, ou seja, com respeito à saúde, à vida e à segurança operacional, observando normas pacificadas na indústria.




    Aprovado o PD pela ANP, o contratado deve conduzir todas as operações de desenvolvimento de toda infraestrutura necessária para a produção de petróleo de acordo com esse documento.




    Importa dizer que o Plano de Desenvolvimento poderá ser revisto ou alterado nas seguintes hipóteses: a) por exigência da ANP ou por solicitação dos Consorciados, caso deixe de atender à Legislação Aplicável ou às Melhores Práticas da Indústria do Petróleo; b) por solicitação dos Consorciados, caso ocorram comprovadas mudanças nas condições técnicas ou econômicas assumidas na sua elaboração.




    Estão englobadas não só operações de prospecção, perfuração e completação de poços, mas também a construção, montagem e instalação de sistemas de produção. Vale analisá-los.




    1.7.1.2.1.1. PROSPEÇÃO




    Assim como ocorreu na fase exploratória, faz-se necessário realizar, na etapa de desenvolvimento, uma prospecção para realização dos estudos necessários e associados ao planejamento e implantação de projetos, as operações de levantamento para caracterização, análise, controle e avaliação do desempenho de reservatórios e monitoramento de fluidos, de processamento (computação e tratamento de dados sismográficos) e de integração e interpretação de dados sismográficos, entre outras atividades de geologia e geofísica.




    1.7.1.2.1.2. PERFURAÇÃO




    Na etapa de desenvolvimento, é preciso também perfurar os poços explotatórios produtores (identificado com o código 7, é com esse tipo de poço que o petróleo ou gás natural de uma ou mais jazidas de um campo é racionalmente drenado), injetores (identificado com o código 8, serve para aumentar ou melhorar a recuperação de petróleo e gás natural de um reservatório ou manter a sua energia, injetando fluidos como água e gás) e outros, especiais (esse tipo de poço, identificado com o número 9, é utilizado para quaisquer outros tipos de finalidade, que não se enquadram nas finalidades anteriormente definidas, tais como poço piloto para horizontal, poço para realização de teste de longa duração ou para captação ou descarte de água, controle de “blow out” (produção descontrolada), e de observação) ou de estocagem (identificado com o código 10, é aquele que visa a permitir operações de estocagem de gás natural, incluindo injeção, retirada e monitoramento).




    Se na fase de exploração, a descoberta de poços pode ser delimitada por 2 ou 3 poços, resultando, no máximo, uns 4 poços; na etapa de desenvolvimento, o número de poços perfurados pode ser muito maior, podendo chegar até 200 poços na fase de produção em área marítima ou, em sendo um campo de terra, pode chegar até uns 1.000 poços. Então, o montante de recursos para o desenvolvimento da produção é extremamente vultoso. Essa diferença entre a quantidade de poços perfurados nas fases de exploração e de produção ilustra bem como esse aumento no volume de investimento na etapa de desenvolvimento.




    Cabe destacar que mesmo que seja possível quantificar um volume nas jazidas, não há garantia de produção. Sem nenhum tipo de intervenção, cerca de 10% do volume será produzido. Isso porque a retirada de fluido significa diminuição da pressão no reservatório. Tendo em mente que a produção é feita justamente com base na diferença de pressão, à medida que se produz, é reduzido o potencial de produção. Dessa forma, é preciso repor pressão no reservatório, para que a pressão caia menos e se favoreça a produção. Para tanto, injeta-se água e gás no reservatório, o chamado WAG, sigla para water alternating gas302.




    1.7.1.2.1.3. COMPLETAÇÃO




    É possível que ocorra também a completação dos poços já existentes, conectando-os à unidade de produção e esta aos dutos de exportação da produção, a fim de que produzam óleo e/ou gás.




    A completação envolve o, conjunto de operações destinadas a equipar um poço para deixá-lo em condições para produzir petróleo e gás ou para injetar água ou fluidos de forma segura e econômica. Vale, também, fazer as mesmas observações já realizadas para operação de completação na fase de exploração, embora as operações de completação na fase de desenvolvimento sejam muito mais complexas.




    1.7.1.2.1.4. CONSTRUÇÃO, MONTAGEM E INSTALAÇÃO DE SISTEMA DE PRODUÇÃO




    A etapa de desenvolvimento abrange ainda a construção, montagem e instalação de: a) sistemas de extração, coleta, tratamento de petróleo e gás natural; b) sistemas de elevação artificial, que envolve a instalação de métodos de elevação artificial em poços ou mudança de métodos existentes (elevação pelo gás, bombeio mecânico, bombeio centrífugo, bombeio hidráulico etc.); c) sistemas de movimentação de petróleo e gás natural dos poços até as estações/plataformas coletoras, incluindo a aquisição de linhas, “manifolds” submarinos, “risers” e de outros equipamentos necessários para a movimentação de petróleo e gás natural dos poços até as estações/plataformas coletoras; d) sistema de transferência e escoamento da produção, incluindo tubos (oleodutos e gasodutos), compressores, unidades de armazenamento (unidades flutuantes e tancagem terrestre) e de outros componentes pertencentes ao sistema de escoamento da produção, até as refinarias ou portos; e) sistema de segurança operacional do campo, considerando equipamentos de salvatagem, proteção ativa e passiva de incêndio, detecção de vazamentos de gás, sistemas de prevenção a explosões, equipamentos de resposta a vazamentos etc.




    Vale destacar que, em razão de solicitação fundamentada do contratado, baseada em aspectos técnicos e econômicos, a ANP poderá autorizar o posicionamento ou a construção de instalações ou equipamentos em local externo à Área do Contrato, com vistas a complementar ou otimizar a estrutura logística relacionada com as Operações. E mesmos estes bens poderão ser objeto de reversão.




    1.7.1.2.2. ATIVIDADES DA ETAPA DE PRODUÇÃO




    1.7.1.2.2.1. EXTRAÇÃO




    Após o desenvolvimento da infraestrutura necessária, iniciam-se as atividades da etapa de produção, que envolvem o conjunto de operações coordenadas de extração de petróleo ou gás natural de uma jazida e de preparo para sua movimentação303, com o funcionamento de plataformas marítimas, tubulações, unidades de tratamento de petróleo e gás natural, equipamentos e instalações para medição da produção fiscalizada, equipamentos para cabeça de poço, tubos de produção, linhas de fluxo, tanques e demais instalações exclusivamente destinadas à extração, bem como oleodutos e gasodutos, incluindo as respectivas estações de compressão e bombeio, ligados diretamente ao escoamento da produção, até o final do trecho que serve exclusivamente ao escoamento da produção, excluídos os ramais de distribuição secundários, feitos com outras finalidades, bem como as intervenções nos poços de produção e injeção e a manutenção e reparo de equipamentos e instalações de produção em geral304.




    Então, são atividades da etapa de produção: (1) extração e coleta da produção de petróleo ou gás natural; (2) separação e tratamento; e (3) medição, transferência e escoamento. Todas essas atividades devem ocorrer em conformidade com o Plano de Desenvolvimento.




    Importante destacar que, ao ser extraído, o fluido que vem da subsuperfície não é composto apenas de óleo e gás, mas também de partículas de água e contaminantes. A água presente no petróleo produzido por estar em várias formas: pode estar em cima do petróleo, pode estar emulsionada ou dissolvida no óleo, ou pode estar embaixo. Então, é preciso separar o óleo do gás e da água e tratá-los por meio de um módulo – 
uma planta de processamento primário trifásico –, que, no caso de ser produzido em ambiente offshore, fica na própria plataforma de produção, o que permite a exportação do óleo e do gás e o descarte da água.




    Nesse tratamento inicial, o produto extraído (petróleo, gás e água) entra em um vaso separador, onde ocorre uma remoção “grosseira” de contaminantes (remoção de mercúrio, descarbonização – para retirada do gás carbônico - e dessulfurização, para retirada do enxofre) e sólidos (cascalhos) e do qual saem óleo (que segue por oleodutos ou navios até um terminal de descarregamento), água oleosa (que deve ser tratada e descartada) e o gás natural propriamente dito, em processo de depuração e desidratação, que poderá ser objeto de consumo, de reinjeção, de queima ou escoado para uma unidade de processamento, para a produção de derivados de gás natural. Após a eliminação da água, o óleo é direcionado para navios e o gás é escoado por dutos.




    Importante salientar também que o gás obtido se encontrava a aproximadamente 5.000 metros de profundidade – sob alta pressão –, o que dificulta a simples transferência do óleo pressurizado a um navio. A chance de desastre ambiental é imensa. Então, é preciso não apenas separar, mas também reduzir a pressão do fluido ao longo do trajeto para que possa entrar num navio e depois ser exportado para um navio aliviador.




    Além desses processos, ainda se exige que a plataforma faça medições. Ao longo de todo o trajeto, o gás e a água são medidos, não apenas na saída, com ênfase para óleo e gás, naturalmente. É importante saber que não se trata de uma única medida fiscal, mas de um sistema de medições fiscais que engloba vários medidores em vários pontos da plataforma. Há múltiplas medições em diversos pontos, o que vai levar à conclusão do sistema como um todo. Apenas para se ter dimensão da importância de se medir, um erro de 1 por cento em Tupi com produção de um milhão de barris – US$ 100 dólares por barril – pode acarretar uma diferença de 90 mil dólares por dia a menos, todos os dias. É nesse cenário em que a medição fiscal se destaca e justifica, portanto, a urgência de ser pelo menos 3 (três) vezes mais acurada do que isso. A acurácia fiscal para uma medição de óleo é de 0,3%. Ou seja, um pouco mais do que 3 vezes precisa do que uma medição de 1%.




    Ainda sobre campo, é possível falar em Campo de Grande Produção aquele referente a jazida(s) de hidrocarbonetos cuja produção ultrapasse 5.000 boe/d (cinco mil barris de óleo equivalente por dia), conforme estimativa constante na última versão do Plano de Desenvolvimento apresentada à ANP305. Por outro lado, caracteriza-se como Campo de Pequena Produção aquele referente a jazida(s) de hidrocarbonetos cuja produção nunca ultrapassa 5.000 boe/d (cinco mil barris de óleo equivalente por dia), conforme estimativa constante na última versão do Plano de Desenvolvimento apresentada à ANP306.




    1.7.1.2.2.2. TRANSFERÊNCIA E ESCOAMENTO




    A atividade de escoamento não foi objeto de uma definição legal específica. A Lei n. 9.478/97, até a inclusão do inciso XXXV ao art. 8º, pela Lei n. 14.134/2021, não tinha uma única menção a essa atividade. Com essa lei, passou-se a prever que caberia à ANP estabelecer regras de acesso às infraestruturas de escoamento de gás natural. Registra-se que, antes, o art. 2º, XIX, da Lei n. 11.909/99, já definia legalmente o gasoduto de escoamento da produção como “dutos integrantes das instalações de produção, destinados à movimentação de gás natural desde os poços produtores até instalações de processamento e tratamento ou unidades de liquefação”. Ademais, em relação ao gás natural, apenas há uma definição, no art. 3º, XXIV, da Lei n. 14.134/2021, de gasoduto de escoamento da produção que é o conjunto de instalações destinadas à movimentação de gás natural produzido, após o sistema de medição, com a finalidade de alcançar as instalações onde será tratado, processado, liquefeito, acondicionado ou estocado. Nas demais leis não há qualquer definição para escoamento de petróleo.




    A atividade de transferência também não foi objeto de uma definição legal específica. Apenas no art. 3º, XXV, da Lei n. 14.134/2021, é que há uma referência ao gasoduto de transferência, que é o duto destinado à movimentação de gás natural, considerado de interesse específico e exclusivo de seu proprietário, com início e término em suas próprias instalações de produção, coleta de produção, transferência, estocagem subterrânea, acondicionamento e processamento de gás natural. Em relação ao conceito contido no art. 2º, XVII, da Lei n. 11.909/99, houve apenas a inserção da estocagem subterrânea e do acondicionamento como destinos possíveis do gás.




    Então, pode-se dizer que o escoamento é o termo aplicado ao movimento do petróleo ou do gás natural em uma determinada distância entre o sistema de medição de unidades de produção e a instalação onde será refinado, tratado, processado, liquefeito, acondicionado ou estocado, podendo ter trechos integrantes ou não integrantes de área sob contrato. A transferência é a movimentação entre o sistema de medição e a instalação própria, iniciando e terminando em suas próprias instalações de produção. A única diferença entre escoamento e transferência é que na transferência não há mudança da propriedade do petróleo ou do gás movimentado. Porém, é comum tratar essa movimentação para instalações próprias ou de terceiros como escoamento.




    Seria até possível questionar o enquadramento dessa atividade de escoamento como uma atividade de produção. Não há nada em Lei ou Decreto que faça previsão nesse sentido. Porém, para ANP, as instalações destinadas a promover o escoamento de fluidos produzidos e movimentados num campo de petróleo e gás natural são consideradas instalações de produção, assim como o conjunto de instalações destinadas a promover a coleta, produção, separação, tratamento e estocagem dos fluidos.




    Com efeito, a Resolução ANP n. 17/2015 dispõe que o Sistema de Escoamento da Produção compreende o conjunto de instalações e equipamentos destinados a movimentar o Petróleo e o Gás Natural das Unidades de Produção para instalações não pertencentes à Área sob Contrato ou para outras Unidades de Produção na mesma Área sob Contrato.




    Esse sistema compreende os dutos de escoamento da produção (oleodutos e gasodutos) destinados à movimentação de Petróleo e Gás Natural desde Unidades de Produção até outras instalações, inclusive as não pertencentes ao Contrato, como instalações de refino, de processamento e tratamento ou unidades de liquefação, podendo ter trechos integrantes ou não integrantes de Área sob Contrato. Esses dutos podem ter características distintas a depender do tipo de linhas (rígidas ou flexíveis), capacidade nominal, comprimento e diâmetro, podem ser revestidas termicamente, bem como podem possuir instalações auxiliares (estações de recompressão, instalações para limpeza por pigs etc.), unidades de bombeamento de petróleo e de compressão de gás natural.




    Vale dizer que o sistema de escoamento da produção de petróleo e gás natural pode ser composto não por dutos, mas com o uso de carretas, navios e barcaças.




    De acordo com o art. 8º da Resolução ANP n. 17/2015, a construção e operação de dutos de escoamento ou transferência de Petróleo e Gás Natural, dentre outros fluidos, integrantes de Área sob Contrato originários de Área de Desenvolvimento ou Área do Campo e previstos no respectivo Plano de Desenvolvimento, se dará após a permissão da ANP.




    As instalações e dutos de escoamento e transferência integrantes das áreas sob contrato de exploração e produção ficam vinculadas ao Plano de Desenvolvimento, conforme Resolução ANP n. 17, de 18 de março de 2015, ou regulamentação que vier a substitui-la. Por outro lado, as instalações e dutos de escoamento e transferência não integrantes de concessão de exploração e produção de petróleo e gás natural devem ser autorizadas pela ANP.




    Pois bem. Quando o gás passa por esses dutos e chega à terra, alguém poderia equivocadamente supor que é passível de venda a um particular, para que consuma em sua indústria. Ocorre que esse gás não é adequado para a atividade industrial no estado em que se encontra, mesmo porque pode conter contaminantes, ou, ao menos, pode apresentar partículas mais leves ou mais pesadas. Para que seja objeto de venda regular, o gás deve ser especificado. Então, a UPGN retira essas frações mais pesadas e contaminantes e especifica o gás para atender à exigência da ANP e entrar nesse gasoduto de transportes até chegar ao city gate, para as distribuidoras estaduais ou para os consumidores livres.




    Importante o registro que o Gasoduto Rota 1, em operação desde 2011, possui capacidade de escoamento de 10 milhões de m³/dia. Com 359 quilômetros de extensão, o Rota 1 é composto por dois trechos: a) o trecho Lula-Plataforma de Mexilhão e b) o trecho que liga a Plataforma de Mexilhão até a Unidade de Tratamento de Gás (UTGCA) Monteiro Lobato, instalada em Caraguatatuba, São Paulo.




    O Gasoduto Rota 2 interliga o pré-sal da Bacia de Santos ao Ativo de Processamento de Cabiúnas (APCAB), no Rio de Janeiro. Com 401 km e capacidade inicial para escoar 13 milhões de m³/dia, começou a operar em fevereiro de 2016. Em agosto, foi concedida, pela ANP, autorização de operação do gasoduto para 16 milhões de m³/dia, após estudo atestando a possibilidade do aumento da capacidade de escoamento.




    O Gasoduto Rota 3 busca interligar o pré-sal da Bacia de Santos à unidade de processamento de gás natural localizada no Complexo Petroquímico do Rio de Janeiro (Comperj), em Itaboraí, para o escoamento de até 18 milhões de m³/dia. O gasoduto terá 355 km de extensão, dos quais 307 km estarão no mar e 48 km em terra.




    1.7.1.2.3. ATIVIDADES DE ABANDONO OU DESCOMISSIONAMENTO




    Inserida no final dos ciclos de exploração e de produção de petróleo e gás natural, a etapa de abandono ou descomissionamento do campo surge após o término do prazo contratual ou após o encerramento da vida útil do campo.




    As atividades de abandono reúnem o conjunto de operações que compreendem a desativação definitiva dos poços, desativação das instalações de produção e recuperação das áreas ocupadas por essas instalações. Estão incluídas as atividades de restauração ambiental, incluindo serviços de limpeza, tamponamento, cimentação, tratamento e deposição de efluentes, e demais operações necessárias ao arrasamento, fechamento e abandono seguro dos poços, assim como os gastos com a retirada de equipamentos existentes no campo, como a desconexão e remoção das linhas e a retirada das unidades estacionárias e flutuantes de produção.




    Nessa etapa, deve o contratado submeter à aprovação da ANP um Programa de Descomissionamento de Instalações, para: 1) desativar e, a depender do projeto que venha a ser aprovado pelas autoridades competentes, 2) remover as instalações, 3) promover o abandono temporário ou permanente dos poços, 4) dar adequado destino aos resíduos e aos rejeitos gerados e adotar medidas para a melhor recuperação do meio ambiente; 5) devolver a área do campo à ANP.




    Esse processo de descomissionamento, quando em ambiente marítimo, pode ser dividido em três grandes grupos de atividades: a) plataforma, que pode ser móvel ou fixa; b) equipamentos submarinos e c) poços.




    De forma bastante sintética, o IBAMA analisa a solução de descomissionamento e abandono do ponto de vista do meio ambiente; a ANP sob o aspecto técnico das soluções propostas (adequação às melhores práticas da indústria), inclusive no que diz respeito ao melhor aproveitamento da jazida; e a Marinha observa se as questões afetas à segurança da navegação e outros usos do mar estão garantidas. Essas análises, contudo, não são estanques, as exigências de um ou outro órgão envolvido pode influenciar nas soluções apresentadas e demandar alterações nos projetos e análises.




    A ANP também fiscaliza, sob o viés regulatório, as atividades de abandono307. Destacam-se na regulação metodologias modernas, como a previsão de apresentação de uma avaliação comparativa das alternativas de descomissionamento, necessária à justificativa para os casos em que a remoção de instalações marítimas possa ser não recomendável; a adequada definição dos requisitos e do escopo das ações de recuperação ambiental; a apresentação de memorial descritivo do projeto de auxílios à navegação; e a apresentação de plano de monitoramento após o descomissionamento.




    É preciso, além de antecipar a submissão de documentos e da avaliação dos escopos, dar publicidade aos Programas de Descomissionamento de Instalações (PDIs) apresentados pelos contratados de forma a facilitar o acesso da sociedade a tais informações308. A proposta é que os PDIs sejam submetidos à ANP pelo menos cinco anos antes do encerramento da produção para os campos offshore e dois anos para os campos onshore. Desta forma, será possível dar maior previsibilidade ao mercado, a fim de que se preparem para disponibilizar os recursos de infraestrutura necessários e serviços associados.




    De forma geral, o PDI é encaminhado pelos contratados à Superintendência de Desenvolvimento e Produção (SDP), responsável por avaliar os aspectos relacionados à recuperação dos recursos dos reservatórios, com o objetivo de que o descomissionamento não ocorra de forma prematura. Não havendo óbice à realização do descomissionamento das instalações, o PDI segue para a análise da Superintendência de Segurança Operacional (SSO). A SSO avalia se a proposta pelo contratado está de acordo com os regulamentos vigentes e com as melhores práticas da indústria, visando à minimização dos riscos às pessoas e ao meio ambiente.




    O início das atividades previstas no Programa de Desativação das Instalações somente poderá ocorrer após autorização expressa da ANP.




    Destaca-se, aqui, que, no passado, havendo uma grande companhia atuando em determinado campo, acreditava-se que essa companhia estaria com dinheiro até o último dia útil do campo para, exclusivamente, desativar essas instalações. O problema é que é possível que outra empresa assuma esse contrato quando ele não for mais interessante a uma grande empresa. Então, será preciso firmar com o novo agente econômico – que pode não ter o mesmo porte do original – uma obrigação para que esse risco, de largar um campo de petróleo sem os cuidados do meio ambiente e em prol da sociedade, seja mitigado. Por exemplo, a ANP pode determinar que essas empresas, por serem pequenas, precisariam aportar garantias de abandono mensalmente, impondo que uma parcela da produção fosse depositada em um banco para provisionar esse abandono. Os valores depositados só poderiam ser retirados após a desativação do campo, ao fim do compromisso dessa empresa, com autorização da ANP; caso metade dos poços fosse desativado, metade da garantia seria devolvida; caso nenhum poço fosse desativado, a ANP ficaria com os valores, que se avoluma conforme o tempo.




    Um ponto importante versa sobre os bens a serem revertidos. Todos os bens, móveis e imóveis, principais e acessórios, inclusive instalações, construções, sistemas, equipamentos, máquinas, materiais e suprimentos, que sejam necessários para a execução das operações de produção de petróleo e gás natural, comprados, alugados, arrendados, afretados ou de qualquer forma obtidos pelos contratados, no Brasil ou no exterior, considerados integrantes da Área sob Contrato e que, a critério exclusivo da ANP, sejam necessários para permitir a continuidade das operações ou cuja utilização seja considerada de interesse público, deverão ser revertidos à posse e propriedade da União Federal e à administração da ANP no caso de extinção deste Contrato ou de devolução de parcelas da Área sob Contrato309. Caso haja compartilhamento de bens para as operações de dois ou mais Campos, tais bens poderão ser retidos até o encerramento de todas as operações.




    Vale frisar que, no regime de partilha, há previsão que os bens utilizados nas operações que sejam objeto de contrato de aluguel, arrendamento ou afretamento, cuja vida útil não exceda a duração do contrato, não estarão sujeitos à reversão. Porém, em relação aos bens cuja vida útil exceda a duração do contrato, o contratado deverá incluir, no contrato de aluguel, afretamento ou arrendamento, cláusula que permita sua cessão ou renovação com um futuro contratado, com vistas a garantir a continuidade das operações.




    Já os bens que não serão revertidos, inclusive os inservíveis, deverão, nos termos da Legislação Aplicável e das Melhores Práticas da Indústria do Petróleo, ser removidos e/ou a eles será dada destinação adequada pelo contratado, por sua conta e risco, de acordo com as disposições contratuais e nos termos da Legislação Aplicável.




    A ANP, uma vez notificada pelo contratado da devolução de área exploratória ou após iniciado o processo de devolução de áreas em Desenvolvimento ou Produção, poderá delas dispor, inclusive para efeito de novas licitações. Poderá, por exemplo, colocar na Oferta Permanente os campos em terra em processo de devolução, a partir de 24 meses antes da data prevista para o término da produção, para que haja uma transição de operadores sem interrupção da produção.




    É previsto, normalmente, que todas estas instalações, ao fim da vigência contratual, devem passar automaticamente para o poder do Estado, tendo o operador, assim, o direito ao seu uso apenas enquanto vigorar seu contrato de partilha de produção.




    1.7.2. ÁREA SOB CONTRATO




    Quando se fala em contrato, está a se falar de contrato de cessão onerosa ou de contrato de partilha da produção ou de contrato de concessão, conforme o regime sob o qual foram outorgados os direitos de exploração e produção de petróleo ou gás natural.




    Fala-se, então, em área sob contrato para designar a área delimitada que, de acordo com o contrato, está sendo permitido o exercício dos direitos de exploração, avaliação, desenvolvimento e produção. De acordo com a regulamentação da ANP, a área sob contrato pode ser um bloco ou um campo310. Porém, entende-se que, no decorrer do tempo, a área sob contrato pode compreender não só a área originalmente contratada ou a área delimitada para atividade de produção, como também as parcelas da área originalmente delimitada que permaneçam sob contrato depois de feitas as devoluções previstas.




    Podem, então, ser consideradas integrantes de área sob contrato todas as instalações de produção (destinadas a promover a coleta, produção, separação, tratamento, estocagem e escoamento dos fluidos produzidos e movimentados num campo de petróleo e gás natural) localizadas interna ou externamente à área delimitada, desde que façam parte do Plano de Desenvolvimento do campo de petróleo ou de gás natural. E podem ser consideradas não integrantes de área sob contrato todas as instalações de produção localizadas externamente ou que se iniciam fora dos limites de área sob contrato e que não fazem parte do Plano de Desenvolvimento de campo de petróleo ou de gás natural311.




    1.7.2.1. BLOCO




    Bloco é a “parte de uma bacia sedimentar, formada por um prisma vertical de profundidade indeterminada, com superfície poligonal definida pelas coordenadas geográficas de seus vértices, onde são desenvolvidas atividades de exploração ou produção de petróleo e gás natural”312.




    Em verdade, um bloco313 existe mesmo antes de serem desenvolvidas as atividades de exploração de petróleo e gás natural. Antes mesmo de ser uma área definida em contrato. É o que ocorre, por exemplo, na fase licitatória, quando o bloco já está delimitado no Edital, porém ainda sem contrato.




    A delimitação do bloco é de competência do Conselho Nacional de Política Energética – CNPE314, que, para tanto, toma por base os estudos técnicos promovidos pela ANP315. Percebe-se que a definição de um bloco não tem qualquer vinculação com aspectos geológicos. Trata-se de uma delimitação geográfica totalmente artificial. Essa delimitação ocorre porque seria de difícil operacionalização que vários interessados, em regime de concorrência, conseguissem explorar ao mesmo tempo uma mesma área.




    Importante destacar que o objeto de contratação é o direito ao exercício da atividade econômica, nunca a jazida, o bloco ou, ainda, parte do mar territorial brasileiro, ou mesmo a titularidade da atividade econômica. Por isso que quando se diz, coloquialmente, que foi concedido o bloco X ou Y a tal empresa, na verdade é preciso entender que foi concedido o direito de explorar a atividade sobre aquela determinada área do bloco316.




    Considerando que a delimitação de um bloco não tem qualquer vinculação com aspectos geológicos, é possível que um bloco tenha mais de um reservatório ou que um único reservatório se estenda por dois ou mais blocos, até mesmo explorados por empresas petrolíferas distintas, ocasião em que precisarão firmar um acordo de individualização da produção.




    No início da vigência contratual, a área sob contrato confunde-se com o bloco. Mas a área do bloco, em praticamente todos os casos, não se confunde com a área do campo. Até porque a ANP passou a reconhecer a possibilidade de um bloco dar origem a mais de um campo. Justificou-se tal possibilidade pela existência de inúmeros aspectos regulatórios que surgem no decorrer das atividades exploratórias com a retenção de diferentes áreas para avaliação, como será analisado a seguir.




    Não se pode olvidar que o tamanho do campo tem enorme repercussão na apuração da participação especial. Somente quando o campo tiver grande volume de produção ou grande rentabilidade é que paga participação especial. Então, quanto menor o campo, mais chances haverá de não ter que se pagar participação especial. E, quanto mais campos forem gerados a partir de um mesmo bloco, menor será a possibilidade arrecadatória advinda das participações especiais.




    1.7.2.2. ÁREA RETIDA PARA AVALIAÇÃO




    Havendo uma descoberta em uma área do bloco durante a fase de exploração, além da notificação à ANP, surge a necessidade de delimitar uma área retida para avaliação da descoberta, cujas coordenadas deverão constar do Plano de Avaliação de Descobertas de Petróleo ou Gás Natural317.




    Não havendo interesse em continuar seus trabalhos exploratórios, o contratado poderá exercer sua opção de desistência e de devolução das áreas em que, a seu critério, não se justifiquem investimentos em desenvolvimento318. Da mesma forma, ao final da avaliação, a parcela da área retida para avaliação que não seja declarada comercialmente deverá ser devolvida para ANP, exceto se ainda houver prazo remanescente da fase de exploração319.




    O fato de ter ocorrido uma primeira descoberta no bloco e a necessidade de uma primeira delimitação para avaliação dessa área da descoberta não obriga que o operador tenha que devolver o resto da área do bloco que não constou dessa delimitação. E, ao prosseguir com a prospecção e perfuração nessa área do bloco não delimitada, no curso do prazo contratual para exploração, é possível que haja a descoberta de uma nova acumulação e que essa parte seja avaliada a posteriori. Surge, então, a possibilidade de um bloco dar origem a mais de uma área retida para avaliação de descoberta. Nasce, aqui, portanto, a primeira possibilidade de “divisão” da área do bloco.




    Há uma grande discussão sobre a possibilidade de um plano de avaliação que retenha uma determinada área com um certo fundamento geológico dar origem a mais de um campo. É o caso de Tupi (Lula) e Cernambi do bloco BMS-11, cujas propostas de campos separados não foram aceitas pela ANP. Essa discussão está sendo objeto de arbitragem, ainda não concluída.
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