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RESUMO

A descoberta dos recursos do pré-sal e as estimativas iniciais que apontavam seu
consideravel potencial geraram a necessidade de instituir um novo modelo de regulacdo para
0 upstream do setor. A percepcao de que o Brasil se tornara um dos grandes paises produtores
de petrdleo induziu o governo brasileiro a estabelecer o regime de Partilha. Este regime, se
diferencia do regime de concessdo em trés aspectos: institucional, fiscal e no processo de
outorga dos direitos de exploracdo. No que se refere ao aspecto institucional, foram atribuidas
novas funcgdes as instituicdes que haviam sido criadas com o proposito inicial de atender ao
regime de concessdo (estabelecido em 1997). Além disso, foi criada a PPSA, empresa estatal
que possui 0 proposito de gerir a parcela do excedente em 6leo que cabe ao governo e possui
poder de veto no comité operacional de cada projeto de E&P no pré-sal. No arcabouco fiscal,
cabe enfatizar o estabelecimento da partilha do excedente em 6leo que substitui a participacao
especial como mecanismo de arrecadacao progressivoe que é responsavel pela maior parcela
de arrecadacdo do governo no upstream do setor. Finalmente, o processo de outorga
caracteristico do regime de partilha tem o fator de partilha do excedente em 6leo como
principal critério de sele¢do do consorcio vencedor. Além disso, diferentemente dos processos
de licitacdo do regime de concessdo, a Petrobras € o operador Unico de todos os projetos,
sendo contemplada com uma participacdo obrigatéria de 30% dos projetos do pre-sal
(independentemente de sua participacdo no leildo). Assim, com o objetivo de comparar 0s
regimes de concessdo e de partilha, esta dissertacao utiliza como método ndo apenas a analise
descritiva e critica de cada regime (aspecto qualitativo da analise), mas ainda um fluxo de
caixa em Microsoft Excel que permite comparar os resultados de interesse (governmenttake e
companytake) entre os regimes regulatérios mencionados. A partir desta analise, conclui-se
que a capacidade de arrecadacdo do governo no regime de partilha é relativamente maior do
que no regime de concessdo (em aproximadamente US$ 5 bilhGes para o projeto
considerado).Nota-se ainda que o novo arcabouco regulatério é caracterizadopor um
excessivo controle do governo, que gera dificuldades para o desenvolvimento ndo apenas do
setor de E&P mas ainda da cadeia de fornecedores. Tais problematicas apontam para a
necessidade de que o arcabouco regulatério seja adaptado de modo a permitir que as
atividades de E&P no pré-sal se desenvolvam de tal modo que o volume de producéo da area

seja otimizado.

Palavras-chave: regime de partilha, regime de concessdo, governmenttake, viabilidade
econémica de projetos de E&P.



ABSTRACT

The first estimates pointing to the huge potential of production in the pre-salt layer
revealed the necessity to adopt a new regulatory system for oil and gas E&P activities in
Brazil. The recognition that Brazil will become one of the greatest oil producing countries in
the world have engendered the Brazilian governmentto establish the profit sharing regulatory
system for the pre-salt areas. This system is different from the concession system (established
in 1997) in three main points: the institutional framework,the fiscal apparatus and the bidding
rounds. With regard to the institutional framework, the institutions created for the concession
system have received new functions. Besides, it was established thePPSA. This state-owned
companynot only manage the government profit oil share, but also has the veto power in the
steering committee of each E&P project in the pre-salt layer. Regarding the fiscal apparatus, it
is importantto mention the adoption of the government profit oil share, which both replaces
the special participation as a progressive tax collection mechanism and is the largest source of
taxes from E&P activities in Brazil. Finally, the bidding round under the profit sharing system
presents the government profit share as the main criteria to win the auction. In addition, unlike
the bidding rounds under the concession system, Petrobras is by law the sole operator of pre-
salt E&P projects (owning 30% of each project regardless of the auction outcome).Therefore,
in order to compare the concession and the profit sharing systems, the dissertation adopts as
methodology not only descriptive and critical analysis of each system, but also a cash flow
model developed in Microsoft Excel that allows a quantitative comparison between the
concession and profit sharing systems. Based on these analyses, the dissertation concludes
that the government’s tax collection capacity of the profit sharing system is relatively greater
than in the concession system (in about US$5 billionfor the project consideredin the
analysis).The dissertation also shows thatthe new regulatory system allows an excessive
government control over E&P operations, creating some difficulties to the development of the
E&P sector and to the supply chain industry. These issues pointto the need to adaptthe
regulatory framework, allowing he full development ofthe E&P industry in the pre-salt layer

and optimize the volume of production.

Keywords: profit sharing system, concession system, governmenttake, economic feasibility of

E&P projects.
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INTRODUCAO

Existe uma série de fatores indutores de mudancas regulatorias num determinado
pais. Tais fatores englobam aspectos setoriais (tais como a expectativa de grandes
descobertas, e variacdo de precos do barril de petrdleo), elementos de natureza politica
(mudanca de governo), fatores macroecondmicos (como, por exemplo, a necessidade de atrair
investimentos estrangeiros e de geracdo de divisas), e 0 ambiente internacional (elementos da
geopolitica global que alteram a relacdo de forcas entre os paises produtores e paises

importadores de petroleo).

No Brasil, 0os aspectos setoriais motivaram as recentes mudangas regulatérias do
setor. A descoberta dos recursos do pré-sal e as estimativas iniciais que apontavam seu
consideravel potencial geraram, em 2006, ndo apenas uma euforia no governo, mas ainda a
necessidade de instituir um novo modelo de regulacdo para o upstream do setor. Esta
necessidade surgiu como um reflexo do potencial produtivo dos campos do pré-sal e da
consequente percepcdo de que o Brasil se tornard um dos grandes paises produtores de

petrdleo.

A provincia do pré-sal é composta por grandes acumulacGes de Oleo leve, de
qualidade razoavelmente boa e com alto valor comercial. As estimativas apontam que esta
regido pode ser dotada de aproximadamente 50 bilhdes de barris de petréleo.A Petrobras, por
exemplo, atingiu a marca de producdo de 500 mil barris/dia (em Junho de 2014) apenas oito
anos apés a descoberta do pré-sal e atuando com apenas 25 pocos produtores. E ja em
dezembro de 2014 a empresa atingiu a producdo de 700 mil barris/dia na mesma area. Estes
nlmeros sdo surpreendentes, uma vez que a mesma empresa atingiu a producao de 500 mil
barris/dia pela primeira vez em 1984, 31 anos ap6s sua criacdo, a partir de 4108 pocos
produtores. Portanto, os elevados niveis de produtividade de um 6leo de maior qualidade
geram cenarios caracterizados pela geracdo de lucros extraordinarios maiores do que aqueles
observados ao longo da historia do setor de E&P no Brasil.Este novo cenéario cria,
portanto,condi¢des que permitem que 0 governo utilize novos mecanismos de apropriacdo da

renda do setor sem reduzir a atratividade ou inviabilizar os projetos de E&P.

Assim, a partir das descobertas do pré-sal, a preocupacgdo do governo era instituir,

portanto, um regime dotado de instrumentos capazes ndo apenas de aumentar a arrecadacgao
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da renda gerada pelo setor mas ainda de permitir um maior controle sobre 0 mesmo, dada sua
relevancia estratégica. O objetivo tornou-seconduzir o desenvolvimento do setor eacumular
recursos necessarios para lidar com problemas macroecondémicos que possam surgir com a
condicdo de pais exportador de petréleo, além de destinar estes recursospara o0

desenvolvimento econémico e social do pais.
Problema

A definicdo de um arcabouco regulatorio para o upstream do setor de petroleo e
gés ndo é uma tarefa simples. As atividades de E&P offshore, principalmente, consistem em
investimentos de longo prazo, cujo retorno é afetado por incertezas de natureza politica,
econbmica e técnica. No longo prazo, varidveis como preco do petroleo, produtividade dos
campos e fatores politicos e institucionais variam e, portanto, podem comprometer 0s

resultados de um negécio de E&P.

A partir da descoberta do pré-sal, o governo brasileiro optou pela ado¢do de um
regime misto que considera 0 modelo de concessdo e introduz o modelo de partilha. O critério
para adocdo do regime de partilha é geografico. Para os campos (ainda nao licitados)
presentes nas bacias do Pré-sal e em areas consideradas estratégicas, os projetos de E&P

devem respeitar pardmetros definidos de acordo com as diretrizes do regime de partilha.

A configuracdo do regime de partilha brasileiro ndo s6 introduz novos
mecanismos de arrecadacdo da renda petrolifera pelo governo e uma nova configuracdo dos
processos de licitagdo, como também permite um maior controle do mesmo sobre as
atividades de E&P. No que se refere aos mecanismos de arrecadacgdo, é importante mencionar
a adoc&o de royalties a 15% e da implementagédo do fator de partilha do excedente em dleo?,

que varia diretamente para diferentes niveis de preco e de produtividade.

No que tange o processo de outorga dos blocos, os leilGes sujeitos ao regime de
partilha possuem o fator de partilha como o principal critério de selecdo da empresa/consércio
vencedor. Além disso, a Petrobras € operador Unico em todos os projetos do pré-sal.
Independentemente do resultado do leildo,a estatal detém 30% dos mesmos (conforme

estabelecido em lei), havendo a possibilidade de aumentar sua participacdo participando do

Parcela da producéo que sobra apés cobrir o custo em éleo.
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leililo com as demais empresas. Este aspecto é fundamental para determinar a baixa

competicdo verificada no leildo?.

Finalmente, o controle do governo é um reflexo do arcabouco institucional
caracteristico do regime de partilha e das funcbes atribuidas as instituicdes que compdem o
mesmo. Neste sentido, o principal instrumento de controle do governo é a PPSA. Esta
empresa ndo possui apenas a funcdo de gerir os recursos destinados ao governo mas ainda
possui poder de veto no comité operacional dos projetos de E&P. Tal atribuigdo confere ao
governo poder decisorio sobre a conducdo dos projetos de E&P no Pré-sal que se acrescenta

ao poder que 0 mesmo possui através da Petrobras.

Estas transformacdes recentes do arcabouco regulatério brasileiro, apesar de
bastante discutidas e de, em certa medida, incorporar mecanismos que flexibilizam o valor
arrecadado pelo governo em funcgéo de cenério de precos e produtividade, ndo tém criado um
ambiente capaz de atender as expectativas criadas com a descoberta do pré-sal (em termos do
ritmo de desenvolvimento do setor, por exemplo). Portanto, o governo tem discutido
possibilidades quanto a alteracdo de alguns aspectos do regime de partilha a fim de otimizar o
ritmo de desenvolvimento dos campos de exploragdo do Pré-sal e, consequentemente,
fomentar a industria de fornecedores no Brasil.

A definicdo do atual arcabouco regulatério brasileiro surge num contexto que
parece estar dissociado da realidade que permeia os campos situados nas provincias do Pré-sal
e do atual cenario econémico global. No que se refere ao primeiro aspecto, é importante
enfatizar que apesar da presenca de campos gigantes, cujas atratividades econdmicas sdo
muito significativas, existem ainda campos marginais e de diferentes dimensdes, cujas
condicBes de exploracdo e producdo de petrleo ndo se assemelham a dos blocos de maior
produtividade. O atual sistema de leiles (do regime de Partilha), por exemplo, ndo pode ser
simplesmente replicado para estes Gltimos (cuja atratividade econdmica € muito menor e as
empresas ndo estariam dispostas a permitir tamanho controle do governo sobre 0 processo

decisorio).

No que se refere ao cenario econdémico global, nota-se que, desde a crise de 2008,

a economia mundial ndo tem apresentado uma trajetoria de recuperacdo consistente e,

2Como serd explicado ao longo do capitulo 2.
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consequentemente, a demanda por recursos energéticos ndo tem acompanhado o crescimento
da producéo (verificado ndo apenas no Brasil, mas ainda nos EUA onde cresce a produgéo do
shaleoil). Esta configuracdo econémica, associada aos aspectos geopoliticos globais do setor,
corrobora para uma instabilidade de precos do petroleo que, nos Gltimos meses tem

apresentado valores recordes de baixa.

Desta forma, é possivel observar que o processo de mudanca no arcaboucgo
regulatorio brasileiro estd acompanhado por uma nova configuragdo macroeconémica global
que aponta para a tendéncia de um novo patamar de precos do barril de petréleo.
Conjuntamente, estes fatores induzem a uma série de questGes sobre a coeréncia e a
efetividade do novo arcabouco regulatorio brasileiro ao lidar com variaveis que ndo podem

ser controladas pelo governo.
Pergunta

Portanto, as questdes que esta dissertacdo se propde a responder induzem a
reflexdo sobre os critérios utilizados pelo governo brasileiro ao adotar o regime de partilha,
assim como sobre 0s prop6sitos que motivaram o mesmo, a partir da experiéncia do primeiro
leildo do pré-sal. Dado como referencial o modelo bem sucedido de Concessdo, instituido no
Brasil a partir de 1997, o objetivo desta dissertacdo consiste em responder as seguintes
perguntas: (i) Quais fatores devem ser levados em conta ao definir o arcabouco regulatério da
indUstria de E&P? (ii) em que medida o regime de partilha afeta os resultados de um projeto
de E&P de petroleo quando comparado ao regime de concessdo? (iii) quais aspectos do
regime de partilha devem ser alterados de maneira a otimizar o ritmo de investimentos no

setor?
Hipotese de trabalho

A hipotese adotada é a de que o regime de partilha, apesar de seus meéritos,
apresenta fragilidades referentes ao ambiente institucionalque inibem o investimento no setor.
Um dos principais fatores que evidenciam esta fragilidade é o excessivo controle® do governo
sobre a atividade de E&P no Pré-sal, que aumenta, para as petroleiras, o grau de incerteza

relativo as decisdes de investimento. Além disso, esta dissertacdo adota a hipdtese de que o

3 Se comparado a capacidade de controle observada ao longo da trajetdria da industria do petréleo no Brasil e
ainda se comparado aos modelos de partilha adotados em outros paises.
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regime de partilha apresenta um arcaboucgo fiscal que permite uma maior arrecadacdo do
governo do que no caso de regime de concessao.

Apesar das condigdes excepcionais observadas nos campos ja explorados do pré-
sal, 0 excessivo controle afeta a percepcdo de risco dos investidores. Este controle decorre em
primeiro lugar do fato de que a definicdo de investimento (compra de equipamentos, servicos,
etc) estara sempre condicionada a concordancia da PPSA e, em segundo lugar do fato da
Petrobras ser operadora Unica dos campos do Pré-sal. O controle seria, portanto, o elemento
central a partir do qual o governo brasileiro deve reavaliar o regime de partilha. E, finalmente,
soma-se a este elemento a maior capacidade de arrecadacdo do governo no caso de Partilha
que, necessariamente, reduz (em comparagdo ao regime de concessdo) a parcela da renda do

petroleo apropriada pelas empresas que investem no projeto.
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CAPITULO 1 - OS MARCOS REGULATORIOS DA
INDUSTRIA DE PETROLEO

H& uma grande diversidade de marcos regulatorios na industria do petroleo. Cada
governo cria um aparato regulatério para o setor ou modifica o aparato existente de acordo
com seu entendimento sobre 0 modo saudavel de funcionamento do mercado e sua capacidade
e necessidade de apropriar parcela da renda gerada pelo setor, a fim de otimizar o processo de
exploracdo e producdo de petréleo (Hunter, 2014). Entretanto, este tipo de decisdo ndo €
trivial, cada modelo regulatorio reflete uma série de fatores relacionados ao risco dos
empreendimentos (desde sua dimens&o institucional até os aspectos geoldgicos caracteristicos

da area explorada) e a sua percepcao pelas empresas de petroleo.

As condicdes do mercado do petréleo sofrem mudancgas significativas ao longo dos
anos, sendo necessario que 0s governos revisem seus mecanismos de reparticdo da renda
petrolifera sem, entretanto, quebrar contratos, ou seja, de maneira a manter a estabilidade
institucional e a atratividade dos empreendimentos do ponto de vista das empresas
interessadas. Neste sentido, Tolmasquim e Pinto Jr (2011), apontam quatro fatores indutores
de mudancas institucionais (marco legal, regime fiscal, regime de outorga de bloco e regime
contratual) na industria do petréleo: fatores politicos, fatores macroeconémicos (como a
necessidade de atracdo de investimento externo), fatores setoriais (como a variacdo de precos
internacionais do petrdleo) e fatores internacionais (elementos que mudam a relagdo de forcas
entre 0s paises produtores e os consumidores de petrdleo). Este capitulo introdutério se
propBe, portanto, a responder a seguinte pergunta: quais elementos devem ser considerados
pelo governo de um determinado pais, ao definir o arcabouco regulatério e fiscal para o
segmento de E&P da indUstria de petréleo e gas e em quais dimensfes 0s mesmos devem ser

avaliados?

Desta forma, para compreender os fatores condicionantes da escolha de um arcabouco
regulatério, este capitulo se divide em trés topicos. Inicialmente, uma anéalise sobre como a
renda petrolifera é gerada, as diferentes formas de divisdo da mesma e 0s respectivos
conceitos. O segundo item do capitulo expbe uma visdo geral dos marcos regulatorios
presentes na inddstria e os respectivos mecanismos de reparticdo da renda petrolifera. No

terceiro topico é exposta uma analise de risco da atividade, mencionando o0s principais
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aspectos que devem ser considerados no desenho do arcabouco regulatério e no processo

decisorio de investimento das empresas de petroleo e gés.
1.1.  Arenda do petroleo

No que concerne exclusivamente as atividades de E&P de petroleo, a renda do setor é
gerada pela venda do petroleo bruto a outros mercados ou, caso a empresa possua a estrutura
industrial necessaria (verticalmente integrada) e ndo tenha interesse em vender o 6leo bruto, o
oleo é fornecido para as respectivas refinarias (caso estas estejam dotadas da estrutura
necessaria para processar o tipo de éleo produzido). Assim, dada uma determinada renda
bruta obtida pela atividade, em linhas gerais, a divisdo da renda pode ser esquematizada

conforme a seguinte figura.

Figura 1 — Reparticao da renda do petréleo

Parcela do Governo

Renda Petrolifera

Parcela da Empresa

Excedente Econdmico

Remuneragéo do Capital
(custo de oportunidade do capital)

Custo de Abandono

Custo Operacionais

RECEITABRUTA

Custos
Custo de Recuperaveis
Desenvolvimento

Custos

Custo Exploratérios

Fonte: Tolmasquim e Pinto Jr. 2011(pg.14)

Nesta figura, é possivel observar que parte da receita cobre os custos (desde os custos
exploratérios e de desenvolvimento, que correspondem a maior parcela dos custos totais da
atividade, até os custos operacionais e de abandono), supondo que o0 projeto €
economicamente viavel. Parte do excedente econdmico do projeto é destinada a remuneracao
do capital e a parcela que sobra é denominada como renda petrolifera. A remuneracdo do

capital deve compensar o custo de oportunidade do capital empregado em E&P (custo
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financeiro livre de risco do capital mais um componente de risco para seu investimento no

setor).

A renda petrolifera pode, entdo, ser definida como a diferenga entre a receita bruta
auferida com a venda do petréleo e/ou gas natural e a soma dos custos necessarios para
explorar e produzir os recursos e o custo de oportunidade do capital. De acordo com o
arcabouco regulatorio adotado e as respectivas regras de apropriacdo da renda petrolifera,
define-se a parcela da mesma que serd apropriada pelo governo (podendo, inclusive ser
apropriada integralmente pelo governo).

Assim, a renda petrolifera € um tipo de “renda extraordinaria” (Tirole, 1988). O
conceito de renda extraordinaria remete a definicdo de renda econdmica atribuida por Ricardo
que, através do exemplo da renda da terra, explicou como os proprietarios das terras mais
férteis sdo capazes de se apropriar de rendas maiores, ou seja, mostrou que existem diferentes
estruturas de custo associadas a diferentes niveis de produtividade. (Accurso e Almeida,
2013)

A renda petrolifera resulta, portanto, de uma diferenca positiva entre a receita bruta e a
soma do capex?, opex® e da remuneragio do capital proprio (ao passo que a nocdo de “lucro
normal” seria observada caso esta diferenca fosse igual a zero). A parte da renda apropriada
pelo governo é conhecida como parcela do governo (governmenttake), enquanto a parcela

apropriada pela(s) empresa(s) responsavel(eis) pelo projeto é denominada corporatetake.

E importante notar, entretanto, que a renda do petroleo ndo é definida
homogeneamente, no sentido de que seu montante depende de determinados diferenciais nao
apenas das empresas que realizardo os investimentos e operardo o empreendimento, mas ainda

das caracteristicas do campo de petroleo, assim como do tipo de petréleo encontrado.

De acordo com tais caracteristicas, que fogem do controle tanto do governo quanto das
empresas de petroleo, as estruturas de custo verificadas na inddstria se revelam muito
distintas. Assim, as atividades de E&P apresentam rendas diferenciais, que estdo associadas as

vantagens econémicas de alguns produtores em relacdo aos demais e, por sua vez, tais

4 Custos incorridos para o desenvolvimento ou fornecimento de componentes ndo consumiveis de um produto ou
sistema.

5> Engloba as despesas operacionais e os custos ou dispéndios operacionais, ou seja, constituem custos continuos
decorrentes do processo operacional de um determinado projeto.
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vantagens se originam em diferentes aspectos sobre a natureza geogréfica, geoldgica e
tecnoldgica.

De acordo com Pinto Jr. et al (2007), as rendas diferenciais podem ser explicadas por
diferentes fatores, por isso é usual classifica-las em: (i) rendas de posi¢édo, que diferenciam as
jazidas de acordo com o grau de dificuldade de acesso; (ii) rendas de localizacdo, que se
originam da maior ou menor proximidade geogréfica das reservas com relacdo aos centros
consumidores; (iii) rendas de qualidade, que estdo relacionadas aos atributos comerciais
(rentabilidade) das reservas e a qualidade do petrdleo encontrado, e; (iv) rendas tecnologicas,
que se vinculam aos diferentes estagios de tecnologia empregados pelos diversos produtores,
outorgando uma vantagem competitiva aos produtores que utilizam as tecnologias mais

eficientes.

De acordo om Johnston (1994), o governo pode utilizar diferentes instrumentos para
capturar a renda econdmica. Tais instrumentos podem ser classificados como regressivos ou
progressivos. Mecanismos de arrecadacdo do governo gque independem da rentabilidade do
projeto, tais como o bénus de assinatura, sdo classificados como regressivos. Neste caso,
quanto menor a rentabilidade do projeto, maior sera a taxagdo efetiva da atividade uma vez
que, em termos relativos, onera o produtor numa propor¢do maior do que no caso em que a
rentabilidade fosse mais alta (uma vez que a taxa fica inalterada). Assim, os instrumentos de
taxacdo regressivospermitem que o governo se aproprie de parcela da renda petrolifera no
periodo inicial do projeto, sem que os riscos da atividade sejam compartilhados. Existem
ainda os mecanismos de arrecadagdo progressivos, tais como a partilha da produgdo e
impostos sobre os lucros, que estdo atrelados a rentabilidade do projeto e cujas taxas de
incidéncia variam na mesma direcdo da variacdo da base de incidéncia. Este mecanismo

representa, portanto, um meio através do qual o governo assume parte dos riscos do projeto.

Além disso, existe uma série de incertezas associadas aos componentes da receita
bruta e dos custos. Tais elementos tornam as determinagdes do governmenttake e do
corporatetake muito complexas. Fatores instaveis, que caracterizam o funcionamento do
mercado do petroleo (tais como preco), podem atingir niveis durante a vida Gtil do projeto tais
que a receita gerada pelo mesmo néo seja capaz de remunerar nem o capital préprio, enquanto
em outros periodos (precgos elevados) o projeto seja capaz de remunerar o capital e compensar

as perdas verificadas nos periodos mais desfavoraveis.
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A adoc¢do de um determinado regime regulatorio e as defini¢des sobre os mecanismos
de apropriacdo da renda pelo Estado deve ser condizente ainda com o volume de recursos que
0 mesmo considera necessario aplicar, a fim de promover o desenvolvimento do pais e mitigar
eventuais problemas econémicos (que podem decorrer da maior participacdo e,
consequentemente, maior dependéncia dos recursos naturais), tais como a ‘“doenga

holandesa”®.

Neste sentido, paises que ndo possuem uma estrutura industrial muito desenvolvida,
cujas demandas sociais ainda ndo sdo plenamente atendidas e que buscam a adogédo de
politicas orientadas para o desenvolvimento socioeconémico, tendem a implementar regimes
contratuais que Ihe permitam maximizar sua apropriacdo da renda petrolifera, ao passo que
criam mecanismos que vinculem tal renda ao atendimento das demandas sociais e econémicas

existentes.

Entretanto, o desenho do aparato regulatério a ser adotado pelo governo, deve
considerar as fragilidades institucionais e a trajetdria historica das relaces contratuais do pais
com empresas estrangeiras. A definicdo de um aparato regulatério num pais cuja historia é
marcada pela quebra de contratos com empresas, provavelmente requererd o desenvolvimento
de instrumentos que definam claramente a forma de divisdo da renda do petréleo, de modo a

gerar confianca por parte das empresas interessadas em realizar contratos de E&P.

Assim, a escolha de um aparato regulatério e suas definicdes sobre os meios pelos
quais 0 governo se apropriard da renda extraordinaria ndo é uma tarefa trivial, uma vez que
deve ser estabelecida de modo a permitir que 0 governo maximize sua arrecadacao e,
simultaneamente, mantenha a atratividade dos projetos, otimizando a producdo (Hunter,
2014). Neste sentido, os aspectos geoldgicos e institucionais sdo muito importantes. No que se
refere ao aspecto geoldgico, a presenca de bacias sedimentares que sdo pouco conhecidas ou
que representam um elevado risco ao investimento levam 0s respectivos governos a

permitirem que as empresas aufiram uma maior parcela da renda petrolifera gerada, de modo

Ao se tornar um grande exportador de petréleo ou gas natural, o pais recebera um forte influxo de divisas
estrangeiras, levando a apreciacdo significativa da taxa de cambio e, por conseguinte, & deterioracdo da
competitividade dos demais setores da economia (mais especificamente do setor industrial). Tal processo pode
resultar, portanto, em estagnacdo econdmica, desindustrializacdo, em funcdo do deslocamento do investimento
dos setores industriais para o setor de E&P de petréleo somado ao aumento dos custos dos fatores de producao
(decorrente da maior competicdo por capital, recursos humanos) e o aumento do custo geral de vida no pais
assolado pela doenca holandesa. (Tolmasquim e Pinto Jr 2009). Para mais detalhes, consultar Diilger e al.
(2013).
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a manter a atratividade do investimento. Por outro lado, em é&reas de menor risco
geolodgicotorna-se possivel que o governo crie mecanismos que permitam maior arrecadacao
da renda do petroleo, uma vez que a atratividade do projeto ainda sera consideravel (dado os

menores custos do mesmo em comparacao com projetos de elevado risco).

No caso do aspecto institucional, observa-se, por exemplo, que nos paises que
apresentam uma relativa instabilidade politico-institucional, predominam regimes regulatérios
gue ndo oneram pesadamente as empresas no momento que adquirem o direito de explorar e
produzir um determinado campo, uma vez que as atividades da mesma estardo sujeitas a
incertezas sobre a vigéncia do contrato e, consequentemente, tornara a atratividade do projeto

inferior ao caso de um pais cujo ambiente institucional é mais favoravel.

Desta forma, por se tratar de uma industria na qual existe uma série de possibilidades a
respeito dos custos e do lucro gerado, € necessario que o governo avalie como equilibrar um
elevado nivel de atratividade do setor e a capacidade de se apropriar da renda petrolifera. O
seguinte tdpico ilustra, em linhas gerais, os arcaboucgos regulatérios que caracterizam as
industrias de E&P em diferentes paises, ou seja, as referéncias a partir das quais um governo

pode criar um arcabouco regulatorio para o setor.

1.2.  Os Marcos regulatorios: uma visdo geral

Os marcos regulatérios da inddstria constituem o cerne sobre o qual se estabelece a
relacdo do Estado hospedeiro e as empresas de petréleo, desde a forma com que sdo
selecionadas a(s) empresa(s) que exploram o campo até a legislagdo que determina as
condicdes, deveres e obrigacdes das concessionarias para com o estado hospedeiro, sob as

quais as atividades de E&P serdo exercidas, ou seja, até o0 abandono do campo de petroleo.

Johnston (1994) apresenta a seguinte classificacdo dos marcos regulatorios: os regimes
contratuais compensatdrios ou remuneratorios; e os regimes de concessao. Existe uma nuance
conceitual entre os regimes compensatorios e remuneratérios. Ambos sdo caracterizados pelo
fato de que o Estado se apropria de parte do produto da lavra (ou receita gerada pela
atividade) concedendo parte do mesmo a(s) empresa(s) contratada(s) de modo a compensar 0s
riscos e custos incorridos pela(s) mesma(s) em E&P. A diferenca reside no fato de que, no
caso dos regimes contratuais compensatorios, ha transferéncia da titularidade de uma parte do

produto da lavra, conforme estabelecido contratualmente. No caso da remuneragdo, ndo ha
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transferéncia e titularidade, mas ressarcimento financeiro a partir da venda de parte do

produto da lavra. (Tolmasquim e Pinto Jr, 2011)

De modo geral, 0s regimes compensatdrios ou remuneratorios podem ser subdivididos
em: contratos de partilha de producéo, de servigos e de associacdo (joint venture). Enquanto
0s regimes de concessdao podem ser puros ou com parceria estatal. Tais arranjos sdo

verificados quando ndo h&d monopdlio de empresa estatal sem participacdo privada.

Um caso muito especifico € o de monopdlio estatal da empresa petrolifera. Este tipo
de marco regulatério estabelece que, além dos recursos minerais serem de propriedade do
Estado, apenas a empresa estatal deve participar das atividades de E&P em seu pais. Neste
arranjo, a propria empresa estatal deve financiar e gerenciar as atividades de E&P, ndo sendo
permitido a participacdo de outra empresa para tal ou para operar. E permitido apenas a
contratacdo de servicos especificos ou auxiliares realizados pelas para-petroliferas. Assim, a
empresa estatal incorre com todos 0s custos e riscos das atividades de E&P, entretanto, obtém
todo o produto da lavra, caso ela seja bem-sucedida na fase de exploracdo, e se apropria da

renda petrolifera (a ser dividida com o Estado).
1.2.1. Contratos de Servicos

Este tipo de contrato é predominante em paises onde as atividades de E&P séo de
exercicio exclusivo do Estado e que, entretanto, autorizam a participacao privada mediante o
estabelecimento de arranjos contratuais. Tais contratos apresentam a caracteristica de que
todo o produto da lavra pertence ao Estado ou a empresa estatal que o representa. Este
ressarce a empresa contratada em virtude dos custos incorridos no projeto (inclusive tributos)

e realiza um pagamento adicional de forma a remunera-la.

Neste sistema, 0 governmenttake equivale a soma da parte relativa a tributos e
participacGes governamentais com a parte relativa aos lucros e dividendos da empresa estatal
contratante. Cabe observar ainda que a parcela apropriada pela empresa contratada ndo &

necessariamente superior & remuneracao do capital.

Os contratos de servicos podem ser classificados em servi¢os puros ou Servigo com
risco. O contrato € classificado como servigo puro se a remuneracdo da empresa contratada se

da pelo reembolso dos custos mais uma ‘taxa administrativa’. Neste caso, o risco exploratdrio
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é assumido inteiramente pelo governo. Se a empresa for remunerada de acordo com seu
desempenho ou com base na participacdo no resultado, o contrato € do tipo servico com risco.
Neste caso, a intencdo do governo € tornar a atividade mais eficiente, evitando que haja custos
desnecessarios, portanto, o risco exploratorio € assumido pela empresa e, em compensacéo,

esta se apropria de uma parcela maior da renda petrolifera (Tolmasquim e Pinto Jr., 2011).

Este tipo de contrato é encontrado em paises como o Ird’ que, entre 1974 e 1979
adotou contrato de servigos com risco e a partir de 1995 contrato de servigo puro. Com 0
primeiro choque do petréleo em 1973, o governo iraniano decidiu alterar o modelo regulatorio
(que estava baseado em contratos de associacdo com parceria estatal). Assim, dado o maior
nivel de precos e o consequente aumento da renda petrolifera, o contrato de servico foi
introduzido através do PetroleumAct(tolmasquim e Pinto Jr, 2011). Este enfatizou a
nacionalizagdo dos recursos petroliferos e sancionou que toda atividade de E&P deveria ser de
responsabilidade da NIOC (NationallranianOilCompany), sendo que era permitida a
participacdo de empresas estrangeiras considerando os termos de contratos de servigos (com a
NIOC).

Ap0s a revolucdo e a adocdo de uma postura nacionalista, o contrato de servico foi
reestabelecido em 1995, com o objetivo de aumentar o volume de investimentos no setor,
permitir a transferéncia de tecnologia, reducdo de custos (em comparacdo com outros
contratos) e manutencdo do controle do NIOC no que se refere a supervisdo de custos e de

prazos.
1.2.2. Contratos de Concessao Pura

O regime de concessao foi a primeira forma de regulacdo através da qual as empresas
internacionais de petrdleo adquiriram os direitos exploratérios do Estado. Este tipo de
contrato foi estabelecido nos principios do século XX e tornou-se a forma mais utilizada de
transferéncia de direitos de exploracdo do estado para as empresas internacionais de petréleo

até o inicio dos anos 1960.

Este modelo de concessdo tradicional era caracterizado por compromissos
exploratérios vagos (ou seja, 0 governo do pais produtor ndo possuia a capacidade legal de

fazer com que as empresas concessionarias exercessem claramente um cronograma para o

7 Para maiores detalhes, ver Shahri, 2010.
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inicio da producdo, ou ainda, o governo ndo dispunha de um aparato institucional que
impedisse a concessionaria de estender, indefinidamente, o periodo antes do inicio das
atividades de exploracdo do campo cujo direito fora adquirido), auséncia de fiscalizacdo
(trabalhista, de seguranca, ambiental e etc, tal como conhecemos atualmente), ingeréncia

pelos governos sobre as atividades de E&P e longos prazos de concessao.

Entretanto, ja a partir dos anos 1940 comecaram a surgir novas defini¢cBes sobre os
regimes de concessdo existentes. Na Venezuela, por exemplo, em 1943 o governo estabeleceu
impostos sobre os lucros das empresas internacionais de petréleo que 14 atuavam e, em 1948,
a legislacdo tributaria do mesmo pais foi alterada, estabelecendo o sistema de partilha de lucro
50 — 50 (Yergin, 1992). Este modelo foi adotado pela Ardbia Saudita em 1950 e, a partir de
entdo, a maior parte dos regimes de concessdo dos paises produtores passaram a adotar o
mesmo sistema (Hertog, 2010). Assim, além dos royalties, os impostos sobre os lucros
tornaram-se uma caracteristica predominante dos novos contratos de concessdo dos principais
paises produtores. Em 1952 o Iraque, por exemplo, introduziu um novo contrato, baseado
num royalty de 12,5% a ser pago em espécie ou em dinheiro. Além disso, 0 modelo de
concessao evoluiu em outras regides do mundo, uma vez que foram introduzidos diferentes

tipos de pagamento de bonus de assinatura, controle de precos, etc (Mikesell, 1984).

Além disso, a maioria dos contratos de concessdo tradicional nos paises produtores e
em desenvolvimento foram negociados num periodo no qual os paises desenvolvidos
exerciam um maior controle sobre estes paises e seus respectivos governos (Mikesell, 1984).
Quando estes paises se tornaram independentes, seus respectivos governos comecaram a
realizar esforcos para obter um maior controle sobre 0s recursos naturais, com o propoésito de
se apropriar de maiores receitas e de tornarem-se capazes de desenvolver seus proprios
recursos nacionais. Assim, as ag0es destes governos assumiram duas diregdes: (i)
renegociacdo dos antigos contratos de concessdo com as empresas internacionais de petréleo;
(ii) estabelecimento de empresas nacionais de petréleo e gas para realizar a politica energética
nacional e dominar as operagdes de E&P do pais (como ocorreu no Ird, por exemplo, em
1951).

Desta forma, o0s regimes de concessdao foram, gradualmente, tornando-se mais
sofisticados, uma vez que passaram a exigir compromissos exploratérios claros das empresas

concessionarias, a apresentar uma legislacdo basica que regula condicOes de execucdo das
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atividades de E&P, e os respectivos governos passaram a dispor de uma estrutura de
fiscalizacéo e, por vezes, instrumentos que permitem o controle sob as atividades de E&P sob

certas circunstancias.

O conceito de propriedade associado ao regime de concessdo deriva da tradicdo legal
Anglo-saxdnica. Em regimes de concessdo pura, o direito de propriedade sobre o petréleo
e/ou gés produzido é da empresa (ou empresas) contratada(s). A transferéncia da titularidade
do Estado para as concessionarias € a contrapartida dos riscos assumidos por estas e dos
tributos, royalties, bonus de assinatura, participacdo especial e demais obrigacoes

estabelecidas em contrato a ser pagos ao governo.

Sob o sistema de concessédo, o proprietario da terra (ou da area de oceano) recebe um
pagamento pelo uso de sua propriedade para a exploracdo de hidrocarbonetos sob a forma de
royalties. Esta renda pode considerar/depender (ou ndo) o volume de producdo, os pregos de

venda e lucro.
1.2.3. Contratos de Concessao com Parceria Estatal

Este caso se diferencia do modelo exposto anteriormente pelo fato de que o Estado
entra como parceiro no empreendimento, representado por uma empresa estatal. Ao assumir
este papel, o Estado assume parte dos riscos de exploracdo e dos custos do projeto e, como
qualquer outra empresa pertencente ao consércio que desenvolve o projeto, € remunerado de

acordo com a proporc¢éo de sua participacao.

A Noruega ¢ o exemplo mais notavel deste tipo de contrato®, tendo em vista que a
experiéncia foi bem sucedida. Com as descobertas do Mar do Norte e, ap6s a verificacdo do
potencial dos novos campos (e amplo debate a respeito dos aspectos regulatorios), 0 governo
noruegués decidiu adotar o regime de concessdao com participacdo estatal. Em 1971 foram
definidas diretrizes sob as quais o aparato regulatério da Noruega se desenvolveu nos anos
subsequentes. Tais diretrizes apontavam para o estabelecimento de uma empresa 100%
estatal, de um 6rgéo regulador e da adocdo de politicas que garantissem o desenvolvimento da

cadeia industrial (de fornecedores de bens e servicos) de petréleo no pais.

8 para maiores detalhes sobre o modelo regulatério da Noruega, ver Thurber et all. 2011.
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Assim, em 1972 foi criada a Statoil, uma empresa estatal, estabelecida conforme
definido nas diretrizes publicadas em 1971. Esta empresa cumpria dois papéis no que se refere
a participacao do Estado no setor. Em primeiro lugar, a empresa inseria o Estado como agente
atuante nas atividades de E&P, como operadora em vérias licencas. Em segundo lugar, como
representante dos direitos financeiros ou de equity capital do Estado noruegués em parcerias

empresariais com outras concessionarias.

Em todos os campos concedidos até 1985, a Statoil deveria ter a participacdo minima
de 50% nos direitos dos empreendimentos. O 6rgdo regulador instituido no setor foi o
NorwegianPetroleumDirectorate. Desta forma, o arcabouco regulatério estabelecido, permitia
ndo apenas que o Estado fosse o detentor dos direitos de propriedade dos recursos no subsolo,
mas ainda que o Estado possuisse a capacidade institucional de gerir estes recursos (Thurber et
all. 2011).

A partir de 1985, a percepcdo de que a Statoil estava assumindo um papel muito
significativo na economia norueguesa levou a adocdo de algumas mudancas. Dentre tais
mudancas, pode-se notar a criacdo da State’sDirect Financial Interest (SDFI). Com esta
instituicdo, os direitos de concessédo de E&P em poder da Statoil foram convertidos em
direitos financeiros e distribuidos em 50% para a SDFI e 50% para a Statoil. O limite de 50%
de participacdo do Estado se manteve até 1991 e foi reduzindo gradualmente até 1996, quando

a Diretiva da Comunidade Europeia foi implantada na Noruega (Gordon e Stenvoll, 2007).

A partir de 1996, submetida aquela diretiva, a participacdo do Estado tornou-se
significativamente menor, atingindo 15% em 2000. A Statoil passou a competir para adquirir
o direito de explorar e desenvolver campos de petréleo na Noruega, como qualquer outra
empresa que queira atuar no pais. Além disso, a Statoil deixou de ser 100% estatal e realiza
uma fusdo com a NorskHydro, formando a Statoil Hydro. Atualmente, os contratos de
concessdo com parceria estatal, além da Noruega, sdo adotados em paises produtores tais

como a Argélia e Cazaquistéo.

1.2.4. Contratos de Partilha de Producéo

Diferentemente dos contratos de concessdo, nos contratos de partilha, o produto da
lavra é de propriedade da empresa estatal que representa o Estado. Esta, por sua vez, destina

parte do produto para as demais empresas envolvidas no projeto de modo a compensar 0S
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custos incorridos, os riscos assumidos pelas mesmas e 0s pagamentos de tributos e demais

obrigacdes ao governo (Tolmasquim e Pinto Jr. 2011).

Neste sentido, € importante introduzir dois conceitos caracteristicos dos contratos de
partilha: custo em 6leo e excedente em 6leo. O custo em 6leo equivale ao volume de petroleo
e gas natural que é transferido as empresas contratadas a fim de que estas possam fazer frente
aos custos recuperaveis. Para evitar o comportamento oportunista, sdao impostos limites de
recuperacdo de custos. O volume restante do 6leo produzido é o excedente em 6leo, que sera
dividido entre a empresa contratada e o governo de acordo com o percentual de partilha

definido no contrato.
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Fonte: Tolmasquim e Pinto Jr. (2011) (pg.35)

A adocdo dos contratos de partilha ocorreu originalmente na Indonésia em 1960, uma
vez que, do ponto de vista do governo os contratos de concessdo que predominavam desde
1890 eram muito generosos com as empresas de petréleo. Assim, a partir de 1960, o desejo do
governo indonésio consistia em permitir uma maior apropriacéo da renda petrolifera, ao passo
que seria capaz de desenvolver e controlar os recursos petroliferos. Os acordos de licenga
existentes foram nacionalizados e os antigos concessionarios foram autorizados a continuar

exercendo seus direitos por um curto periodo.

No sistema de partilha indonésio, a producédo fisica era dividida entre a empresa

estrangeira e a estatal. A empresa contratada assumia todo o risco pre-exploratorio e,
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posteriormente, poderia recuperar seus gastos até um limite maximo especificado (o custo em
6leo). O excedente em Gleo seria repartido entre a empresa contratada e a estatal Pertamina,
conforme estabelecido em contrato (Bindemann, 1999). Tais percentuais favoreciam a estatal
e a titularidade de qualquer equipamento comprado pela empresa contratada passava para a
estatal no momento em que 0 mesmo entrasse em territorio indonésio. Além disso, a empresa
contratada teria que vender uma parcela de sua parte do excedente em dleo para a estatal, de
modo a garantir o fornecimento de petréleo ao mercado interno. Tais mecanismos garantiam
uma maior apropriacdo da renda petrolifera pelo governo e permitia a seguranca no
abastecimento do pais. Além da Indonésia, os contratos de partilha de producdo séo
atualmente adotados em paises como a Angola, Azerbaijao, Brasil, Cazaquistdo e Libia.

1.2.5. Contratos de Associacéo

Nestes contratos, a empresa estatal se associa as empresas privadas € assume 0 risco
de exploracdo de acordo com a sua participacdo no projeto. Ou seja, este tipo de contrato é
observado quando uma empresa, que ja possui o direito de exploracdo mineral, associa-se a
outra empresa por intermédio de um contrato (parceria empresarial contratual) ou pela

formacdo de uma nova pessoa juridica (parceria empresarial societaria).

Nesse tipo de contrato, a empresa estatal é remunerada de acordo com sua participacdo
no empreendimento. Diferentemente dos contratos de partilha, nos contratos de associacéo
inexistem os conceitos de custo em 6leo e excedente em dleo, uma vez que a empresa estatal

também assume parte dos custos recuperaveis (Tolmasquim e Pinto Jr.).

De modo geral, nota-se que o processo de transicdo do modelo regulatério de
concessao tradicional para novos marcos regulatérios ocorreu em diversos paises produtores
na segunda metade do século XX, tanto por razdes politicas quanto devido ao novo cenario de
precos do petrdleo. Assim, os casos ilustrados evidenciam que a adogdo de determinados
regimes regulatérios em detrimento de outros decorre da percepcdo de que mudancgas sdo
necessarias, para permitir uma maior apropriagdo da renda petrolifera por parte do Estado,
para aumentar a atratividade econdmica de campos mais maduros ou ainda para gerar um

equilibrio de forcas entre estas duas variaveis.

Entretanto, deve-se enfatizar que tais mudangas nos modelos contratuais ndo ocorrem

de maneira isolada, ou seja, ndao se limitam apenas a forma de participagdo de empresas



28

privadas no setor, mas também dos regimes fiscais correspondentes. As mudangas dos marcos
regulatorios sdo caracterizadas ainda pela a implementacdo de novos conceitos de arrecadacdo
do governo. O fator de partilha do excedente em 0leo, por exemplo, € um conceito que nasceu
junto com o novo marco regulatério e modifica consideravelmente os mecanismos através dos
quais o governo se apropria da renda do petroleo. Assim, o aspecto fiscal dos regimes
regulatérios € muito importante e o caso brasileiro sera explorado detalhadamente no Capitulo
2.

Entretanto, o processo de definicdo de um arcabougo regulatério ndo € uma tarefa
simples, uma vez que existe uma serie de fatores relacionados as incertezas e riscos de
natureza tecnoldgica, econémica e institucional envolvidos num projeto de E&P. Alguns
destes fatores ndo podem ser controlados pelo governo, nem pelas companhias que
desenvolvem o0 mesmo. Assim, 0 governo deve criar mecanismos que permitam amortecer
tais riscos, de modo a promover a atratividade do projeto e, simultaneamente, maximizar sua
receita. Para tornar claro quais riscos e incertezas que nao podem ser controlados e que
caracterizam o processo decisorio sobre o regime regulatério a ser adotado, a proxima sessao

abordara o tema.

1.3.  RIiscos e incertezas de E&P e seus Impactos sobre a Renda do Petroleo

As atividades de exploracdo de producdo de petrdleo apresentam elevados riscos e
incertezas. Tais riscos podem ser de natureza econdmica (relacionados aos custos, a
probabilidade de encontrar petréleo em volumes tais que justifiquem o investimento, a
tecnologia e ao comportamento do preco do petrdleo) ou geoldgica (no que diz respeito a
estrutura geoldgica,a porosidade e permeabilidade da rocha-reservatério, por exemplo).
Mesmo durante as fases de desenvolvimento e producgédo os parametros adotados em modelos
econémico-financeiros e de engenharia incorporam variaveis de grande incerteza, tais como
infraestrutura necessaria, cronograma de producdo, qualidade do petréleo, custos
operacionais, caracteristicas do reservatorio, etc. Assim, € necessario fazer uma série de

estudos para lidar com os riscos e as incertezas de um projeto de E&P.

Considerando tais aspectos, é importante enfatizar que o avanco da induastria do
petréleo sobre novas fronteiras exploratérias depende do equilibrio entre o efeito de aumento
de custos observado pela deplecéo dos campos e o efeito de redugéo de custos proporcionados

por novas tecnologias. Esta relacdo & determinante para fazer com que as empresas de
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petroleo assumam maiores riscos ao avangar sobre novas fronteiras exploratorias. O avango
do setor para explorar petroleo em aguas ultra-profundas, por exemplo, depende de uma
avaliacdo deste tipo, dada a capacidade tecnoldgica existente e a sua perspectiva de

desenvolvimento.

Evidenciando as variaveis que representam consideraveis riscos e incertezas para
projetos de E&P, a discussdo desenvolvida neste item ilustra como tais varidveis podem
influenciar fortemente os resultados do projeto e, uma vez que 0 governo ndo possui controle
sobre as mesmas, pretende-se mostrar que a definicdo de um arcabouco regulatério e do
aparato fiscal correspondente é uma tarefa complexa. Assim sendo, o segundo objetivo deste
item é sustentar a idéia de que a existéncia de tais riscos evidencia ainda o fato de que o
regime regulatério adotado ndo determina o governmenttake e a atratividade dos projetos,

apesar de muito importante.
1.3.1. Riscos de Exploragéo

Durante a fase de exploracdo os principais fatores de riscos e incertezas estdo
relacionados ao volume estimado de petrdleo e aos aspectos econémicos do projeto. Os
principais fatores e mecanismos que indicam as acumulagfes de petrdleo sdo: a existéncia de
uma armadilha geoldgica para a acumulagdo de hidrocarbonetos (E); uma rocha geradora (G);
processo de maturacdo térmica da acumulacdo (B); migracdo (M) para uma regido com
elevadas acumulagdes e timing correspondente (T); capacidade de armazenagem da rocha
reservatorio (R) e caracteristicas da rocha selante (S); produtividade®. Nos modelos que
estudam os riscos de um determinado projeto, tais variaveis sdo consideradas de modo a
verificar a probabilidade de sucesso de uma campanha exploratéria. Assim, para cada um
destes eventos, sdo atribuidas probabilidades de sucesso e de falha, baseadas nos
experimentos registrados (Motta, R. et al. 2000). A probabilidade de existéncia de petrdleo
(PS) numa dada regido pode ser identificada pelo produto das probabilidades de que cada

evento ocorra individualmente.

PS=EXGXxBXMxTxRXxS

® Como sera observado no Capitulo 3, mudangas no cenario de produtividade dos pogos produtores possuem um
forte impacto sobre o valor presente liquido de um projeto de E&P.
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De acordo com Masseron (1991) a tecnologia sismica existente, apesar de seus
importantes avancos e sua capacidade de reduzir os riscos exploratorios, ndo permite
identificar precisamente a ocorréncia de petréleo numa dada estrutura geoldgica. Os estudos
geofisicos e geoldgicos sdo capazes apenas de identificar estruturas que apresentam as

condigdes nas quais sdo encontradas acumulagdes de hidrocarbonetos.

Apenas com a perfuracdo de varios pogos de exploracdo que é possivel identificar as
principais caracteristicas das variaveis apresentadas e as probabilidades a ela associadas e
estimar com maior preciséo a localizagdo de uma determinada reserva e os volumes que
esperam ser obtidos caso o projeto de E&P seja levado adiante. Tais atividades representam
um elevado risco ao investidor uma vez que os custos envolvidos sdo muito elevados (a
perfuracdo de um poco offshore pode custar cerca de US$150 milhdes) e os esforgos
exploratérios podem n&o resultar em sucesso'®. Além disso, "...nd0 existe a certeza de que a
extracdo e a oferta ao mercado do 6leo encontrado sera rentavel, pois depende da relacdo

competitiva entre custos e precos praticados globalmente. (Pinto JR et al , 2007, p.47)

Além disso, para mitigar riscos de acidentes durante a campanha exploratéria, sao
feitas as seabedsurveys, que objetivam reunir informacdes sobre o leito do oceano,
identificando fatores topograficos e fisicos que podem causar algum impacto nas atividades
de E&P. Por exemplo, depositos de hidrato, que podem ser encontrados durante a exploracao
em aguas profundas, quando perfurados, podem liberar um consideravel volume de gas. Isto
expde as atividades de E&P a perigos como a perda do controle do poco e da estabilidade da
plataforma, ruptura do duto e incéndio na plataforma (Consoli e Almeida, 2012).

Uma vez encontrada uma jazida de petréleo, ndo ha certeza se a comercializacdo do
recurso encontrado é rentavel. Deverdo ser feitas outras perfuragdes para dar uma primeira
idéia sobre a importancia do volume de petréleo encontrado. Em razdo da profundidade das
jazidas, do fato da exploracdo ocorrer em alto mar e dos custos elevados, os riscos financeiros
verificados nesta atividade sdo muito maiores do que no caso de exploracdo de outros

minerais como uranio, carvao, etc.

OEsta etapa é consideravelmente dispendiosa pois as sondas de perfuracdo sdo relativamente escassas, sS40
tecnologicamente complexas e seu mercado é muito concentrado, o que determina as elevadas taxas diarias de
aluguel.



31

Neste sentido, o interesse comercial sobre uma jazida de petroleo depende do volume
de suas reservas recuperaveis. Os riscos sdo estabelecidos através da analise dos parametros
que determinam o tamanho da distribuicdo (area e volume) das possiveis acumulacdes de
petréleo (porosidade, area da estrutura, espessura, e saturacdo do 6leo) e os indices de sucesso
que resultam das probabilidades de encontrar campos de diferentes tamanhos (Motta, R. et al.
2000). O volume de petréleo recuperavel (V) é dado pela seguinte formula:

V=AxEx¢x(l-SwRo

onde: A = area de acumulacdo; E = espessura do reservatorio; ¢ = porosidade efetiva

do reservatorio; Sw = saturagdo do 6leo; R = fator de recuperacdo.

No entanto, de acordo com Masseron (1991), o verdadeiro critério econémico é o custo
por tonelada de 6leo entregue a refinaria. Assim, os fatores geograficos se tornam importantes
e o limiar de rentabilidade das jazidas varia de um pais para outro, uma vez que as regides
produtoras se localizam em &reas mais proximas ou mais distantes as diferentes areas de

refino.

O que ocorreu com a OGX em 2013 demonstra, de forma mais clara, 0s riscos
associados as atividades de exploracdo. A expectativa de producdo futura da empresa (que
anunciava reservas de petroleo da ordem de 10 bilhdes de barris) estava assentada sobre
programas de exploracdo que, posteriormente, ndo apresentaram sucesso comercial. Algumas
das "reservas" anunciadas ndo eram recuperaveis. Além da perda gerada pela néo
concretizacdo da producdo conforme esperado, uma vez que foi investido um grande
montante de dinheiro nesses projetos de exploracdo, o insucesso dos programas exploratérios
se traduziu em desconfianca por parte dos acionistas, o que gerou uma forte queda no preco

das acdes da empresa e, por fim, a faléncia da mesma.

1.3.2. Riscos de Desenvolvimento e Producao

Na medida em que se torna possivel obter informacGes mais detalhadas sobre a
estrutura geologica do campo, tais incertezas sdo mitigadas e, consequentemente, as
incertezas relacionadas a tecnologia de producéao e fator de recuperacdo do po¢o aumentam.
Entretanto, na fase de planejamento da etapa de desenvolvimento, o processo decisorio €

muito complexo, uma vez que existe um grande ndmero de incertezas e ha um grande esforgo
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para prever o volume de producdo da maneira mais precisa possivel. Os riscos, por sua vez,
assumem uma natureza diferente, uma vez que eles passam a apresentar um carater mais

econémico do que geoldgico.

A fase de desenvolvimento é extremamente complexa, pois sdo instalados os
equipamentos (plataformas, equipamentos de boca de poco, de controle e de separacéo) e sao
contratados diversos Servicos necessarios para extrair, tratar, estocar, escoar e transportar o
petroleo encontrado. Nesta fase sdo realizados estudos de viabilidade, analise de seguranca e
risco, estudos ambientais e avaliagdo de impacto, etc. Decide-se, portanto, o tipo de estrutura
(plataformas, dutos, etc.) a serinstalada, gerida e construida pela empresa contratada de modo

a atender os requisitos estipulados pelo 6rgéo regulador.

Na fase de producdo inicia-se a extracdo comercial do petréleo. Nesta etapa, além do
processo de extracdo do hidrocarboneto, as atividades na plataforma concernem apenas o
apoio logistico necessario para transporte de empregados, fiscais e equipamentos para
manutencdo, as atividades de manutencdo e operacdo das embarcacdes. Assim, 0S riscos
envolvidos nesta fase estdo diretamente relacionados a estas atividades e ainda as variaveis
que indicam a rentabilidade do projeto (preco do petrleo e custos operacionais, por
exemplo).

1.3.2.1. Deplecédo das Reservas

Uma vez estimado o volume de petréleo recuperavel, € necessario estimar a velocidade
de producdo ou a deplecdo das reservas de petrdleo e gas. Este elemento é de extrema
relevancia uma vez que existe, conforme estabelecido em contrato, um periodo de tempo em
gue a empresa possui o direito de operar a producdo do campo de petréleo. Além disso, é
necessario estimar a velocidade de deplecdo para que seja possivel decidir a velocidade com
que os investimentos serdo realizados e a técnica de aumento da taxa de recuperacdo mais

apropriada para o projeto.

Assim, na fase de desenvolvimento, devem ser estimados fatores tais como: o nimero
6timo de pocos perfurados e sua localizacdo, a porcentagem de pogos secos, a area de
drenagem por poco, o indice de produtividade por poco, as restricbes operacionais sobre a
taxa de producéo, as taxas iniciais de declinio, as taxas de abandono e os pre¢os dos produtos.
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Uma das principais férmulas utilizadas para prever a curva de producdo é a curva de
declinio exponencial. Este modelo pode ser deterministico, tal como descrito na férmula, ou
pode ser estocastico se 0s parametros gi e a, que representam respectivamente a producédo

inicial e a taxa de declinio, como variaveis aleatdrias. Tal modelo respeita a seguinte equacao:
q = gi e, onde: t = tempo em anos.

Ja durante a fase de producdo, um dos principais elementos que permitem acompanhar
algumas destas variaveis é a tecnologia sismica 4D. Esta € capaz de mapear e monitorar 0s
movimentos dos hidrocarbonetos e mudangas de pressdo, e as demais caracteristicas da
estrutura geoldgica, durante o periodo de producdo. Deste modo, esta tecnologia contribui ndo
SO para aumentar as taxas de recuperacdo, mas também para um melhor gerenciamento dos
campos(Consoli, Helder; 2012). Por este motivo, esta tecnologia esta sendo adotada por varias
empresas exploradoras de petr6leo nos anos recentes como uma ferramenta que contribui para

lidar com as incertezas e riscos associados ao upstream.
1.3.2.2. Produtividade

Na fase de producdo, outra variavel importante é a produtividade dos pocos produtores.
Como ja foi observado, tal varidvel ndo é controlavel nem pelo governo, nem pelas empresas
que operam um dado campo (na verdade as operadoras podem aumentar a produtividade
através de técnicas de recuperacdo, como injecdo de gas, por exemplo, mas este aumento é

temporario).

A produtividade de cada poco é determinante para definir o nimero de pocos
perfurados. Quanto maior a produtividade, menor serd o nimero de pogos necessarios para
produzir uma dada quantidade de petréleo. Uma vez que os custos de perfuracdo sdo muito
elevados, torna-se evidente a relevancia da produtividade em dois aspectos: na reducdo de
custos da atividade e no aumento da producéo (e, consequentemente, da rentabilidade do

projeto).
1.3.2.3. Preco do Petroleo

No que se refere aos riscos econémicos do projeto, uma das principais variaveis de

risco é o preco do petroleo. Sendo a principal commodity internacional, os precos do petroleo
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sdo definidos de acordo com sua cotacdo de referéncia (Brent ou WTI) nos mercados
financeiros que sdo reflexo do comportamento da oferta e demanda por petréleo no mercado

internacional (e, certamente, de especulacéo).

E importante enfatizar, entretanto, que existeuma via de mao dupla entre os riscos
associados as varia¢fes no preco do petroleo e o arcabouco regulatorio dos principais paises
produtores e os mecanismos de determinacdo de precos (que variam com o tempo). Se por um
lado os regimes regulatdrios precisam criar mecanismos que flexibilizam a rentabilidade do
projeto, para que as empresas possam lidar com cenarios de preco desfavoraveis, por outro
lado, o sistema que determina precos muda ao longo dos anos, conforme mudancas na

regulacao e/ou funcionamento do mercado.

A partir dos anos 1970, por exemplo, 0s principais paises produtores passaram a
assumir o controle da producdo de seus campos de petréleo. Neste contexto, os antigos
sistemas de concessdo foram substituidos por relagdes contratuais de longo prazo entre as
empresas nacionais de petroleo dos paises produtores e as antigas concessionarias. A partir
disso, o preco do petroleo passou a ser determinado unilateralmente pelos paises membros da
OPEC, ou seja, uma mudanca institucional e na relagdo contratual entre empresas estrangeiras

e governo dos paises produtores, redefiniu o processo de determinacao de precos.

Neste sentido, € importante tracar um breve histérico dos mecanismos de determinacéo
dos precos do petroleo. A partir dos anos 1980, este sistema de determinacdo de precos do
petréleo foi gradualmente substituido pelo desenvolvimento dos mercados spot!. O mercado
spot apresentou um forte crescimento ap6s o segundo choque do petréleo, em 1979. O panico
dos compradores e as pressfes de demanda apds o segundo choque fizeram com que 0s precos
no mercado spot se tornassem maiores que os precos oficiais. Assim, 0s contratos de longo
prazo, determinados pela OPEP passam a perder espaco para o volume transacionado no

mercado spot (Favennec, J.P., 1998).

10O termo “mercado spot” significa o conjunto de acordos de compra e venda spot numa area onde had uma
significativa concentragdo de atividades comerciais de um ou varios produtos. Estes acordos, conhecidos como
"Over theCounter" eram negociados por telefone e feitos mutuamente entre as partes. Enquanto os negociadores
ndo precisam estar proximos para fechar o acordo, a proximidade entre comprador e vendedor facilita a
transacdo. Por isso, eles se concentram em algumas poucas areas geograficas (Londres, Nova lorque e
Cingapura) caracterizadas por um grande trafego de petroleo, pela presenca de um grande nimero de oiltraders e
brokers e pouca transparéncia de precos e volumes de petréleo negociados. (Favennec, J. P., 1998)
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Além disso, este mercado cresceu em virtude da producéo de petrleo no Mar do Norte
e no Alasca. Com o aumento da disponibilidade de petrdleo para os paises ocidentais nos anos
que se seguiram, a seguranca de abastecimento deixou de ser uma prioridade, e os contratos
de longo prazo (determinados pela OPEC) foram preteridos, uma vez que 0S precos
negociados no mercado spot permitiam otimizar os custos dos compradores, de acordo com
suas demandas de curto e médio prazo. Assim, 0s precos no mercado spot passaram a ser
referéncia no mercado, uma vez que a maior parte do volume transacionado seguia 0s precos

deste mercado.

Nos anos 1990 os mercados spot foram organizados e o mercado financeiro se
desenvolveu. A organizacdo do mercado spot se deu, por exemplo, pela definicdo de precos
de referéncia (Brent, WTI e Dubai) aos quais os precos do petréleo de outras qualidades
estavam indexados. Os precos do mercado spot se tornaram referéncia em virtude do fato de
que eles representam os precos das quantidades marginais de petréleo comercializado nos

mercados, ou seja, do volume comercializado para ajustar oferta e demanda.

Entretanto, uma vez que os acordos de compra e venda eram negociados diariamente e
a consequente volatilidade de precos geravam riscos financeiros consideraveis, era necessario
criar mecanismos que protegessem o0s operadores do mercado. Assim, foram criados o0s
mercados de contratos futuros (que na verdade ja existiam desde o inicio dos anos 1980) e
foram criados mecanismos mais sofisticados como swaps e opg¢des. Atualmente, estes
mecanismos possuem um papel fundamental na determinacdo de precos do petréleo, tendo em
vista 0 processo de financeirizacdo do mercado da commodity. Considerando ainda que o
mercado financeiro € caracterizado por um grande numero de transacGes meramente
especulativas, fatores desestabilizadores (de natureza macroecondmica, por exemplo) tendem
a gerar uma variacdo consideravel de precos, que nao reflete precisamente as relacdes de
oferta e demanda por petroleo.

1.3.2.4. Riscos de Acidentes

Além dos aspectos econdmicos, existem riscos de natureza técnica que possuem o
potencial de gerar acidentes de grandes proporcdes e, consequentemente, consideraveis danos
aos resultados financeiros do projeto de E&P. Tais riscos estdo associados a probabilidade de

ocorréncia de um eventual erro técnico na construcao ou operacdo de uma plataforma, poco,
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etc que gerem perdas fisicas (danos em equipamentos, interrupcéo da producdo da produgéo)
para a empresa operadora (Consoli e Almeida, 2012).

Neste sentido importante evidenciar o trade-off existente entre o risco de que ocorra
algum acidente (e os custos associados as paradas para manutencdo e demais atividades que
indiretamente contribuem para a prevencdo de acidentes) e o custo a ser empregado para lidar
com as consequéncias do acidente e respeitar as medidas impostas por lei de acordo com cada

casot?.

1.3.3. Risco Institucional

Os riscos técnicos e econdmicos estdo acompanhados ainda de riscos que possuem uma
terceira origem. Os riscos de natureza institucional, conforme o nome sugere, se referem aos
aspectos institucionais de um determinado pais onde sdo realizadas atividades de E&P. Tais

riscos englobam o risco politico e o risco regulatorio.

O risco politico decorre de incertezas referentes a governabilidade, ou seja, a
estabilidade de um determinado governo (Holburn et all. 2000). Este elemento constitui um
aspecto de extrema relevancia, uma vez que a estabilidade politica de um pais é um fator
primordial para a garantia de que os contratos sejam cumpridos e que ndo haja expropriacéo

de areas licitadas e/ou nacionalizacdo dos demais ativos das empresas de petroleo.

A expropriacdo estd amparada na lei Internacional (United NationsResolution 3281
(XXIX) 1974). De acordo com esta, 0 ato de expropriacdo de ativos de uma empresa
estrangeira pode ser feito, desde que satisfaca as seguintes condic¢des: (i) ndo tenha uma
motivacdo discriminatoria; (ii) esteja orientada para atender necessidades de natureza publica,
e; (iii) tenha como contrapartida uma compensacdo financeira justa. Um dos principais
problemas neste sentido € definir um montante adequado para a compensagdo financeira.
Mesmo amparada pela lei internacional, os paises em desenvolvimento entendem que a
compensag¢ao financeira ¢ determinada de acordo com sua legislagdo doméstica (O’Connor,

1983).

Dada esta problematica, os investidores devem estar atentos para sinalizagdes (tais

como trocas constantes de politica, flutuagbes nas leis tributarias, iminentes conflitos civis e

12 para maiores detalhes ver Consoli, 2012.
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mudangas no governo) que indicam a presenca de falhas institucionais e falta de estabilidade

politica num determinado pais.

Enquanto o risco politico esté associado a problemas referentes & ordem politico-social,
0 risco regulatério esta relacionado a seguranca relativa ao cumprimento dos contratos
assinados, mesmo que ocorram mudancas institucionais ou de governo num determinado pais.
Um arcabouco regulatério estdvel é crucial, uma vez que os investimentos em E&P
apresentam um longo tempo de maturagéo e, portanto, o retorno dos mesmos ocorre a longo
prazo. Além disso, o regime regulatério pode apresentar mecanismos que permitem mitigar os
riscos de natureza técnica e/ou econdmica, de modo a tornar mais segura a decisdo de

investimento das petroleiras.

Uma importante sinalizacdo de que um determinado pais apresenta um baixo risco
regulatério é a presenca de uma agéncia reguladora autbnoma, capaz de assegurar o
cumprimento dos contratos firmados entre as empresas e 0 proprietario do recurso (0 governo,
nos paises onde este detém a propriedade dos recursos do subsolo ou o proprietario da terra,
nos paises em que o proprietario da terra detém os direitos de exploracdo do respectivo

subsolo).

1.4. Conclusao

A anélise apresentada torna evidente que o negdcio do petréleo na fase de upstream
apresenta uma série de riscos e incertezas que podem gerar grandes impactos sobre 0s custos
e, consequentemente, sobre a rentabilidade de um projeto de E&P. Estes riscos e incertezas
levam as empresas de petroleo responsaveis a direcionarem recursos nao apenas sobre as
tecnologias empregadas no projeto, mas ainda a realizacdo de uma série de projecOes e

estimac@es sobre as variaveis determinantes daqueles riscos e incertezas.

Desta forma, as atividades de E&P estdo sujeitas a fatores que podem gerar fortes
impactos sobre a rentabilidade do projeto. Além disso, a variacdo de alguns destes fatores
independe das decisbes do governo (no que se refere ao aparato regulatério adotado) e, ao
mesmo tempo, independe do processo decisorio das empresas. Assim, esta analise permite
sustentar a idéia de que o arcabouco regulatorio adotado ndo é suficiente, apesar de
importante, para indicar o sucesso ou fracasso da campanha exploratéria e das demais fases

caracteristicas do upstream da cadeia do petréleo. Entretanto, é possivel que o governo adote



38

mecanismos fiscais que permitam amortecer os impactos das flutuacGes destes fatores sobre a
indUstria de E&P.

Conforme apresentado, existe uma série de possibilidades sobre a escolha e desenho de
um regime regulatorio. Seus mecanismos contratuais podem variar ndo apenas no que se
refere as formas de outorga do direito de explorar uma dada regido mas ainda sobre o
arcabouco fiscal e, consequentemente, 0s mecanismos pelos quais 0 governo € capaz de se

apropriar da renda do petroleo.

Portanto, dada a complexidade referente aos riscos envolvidos nas atividades de E&P,
0 governo deve definir o regime regulatorio possuindo como critério as caracteristicas
geoldgicas dos recursos, o volume estimado de recursos, as incertezas e riscos de natureza
institucional e econdmica. Os mecanismos de arrecadacdo adotados e a capacidade de
controle do governo no processo decisorio sobre os projetos de E&P deve ser compativel ndo
somente com 0s objetivos referentes ao ritmo de investimentos planejado pelo governo, mas
ainda as incertezas existentes. A fim de tracar o inicio de uma linha argumentativa que visa
orientar o desenho regulatorio e institucional de E&P no Brasil, o préximo capitulo expde os
sistemas regulatorios atualmente vigentes no pais e os respectivos mecanismos adotados pelo

governo brasileiro a fim de se apropriar de parte da renda petrolifera.
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CAPITULO 2 - O ARCABOUCO REGULATORIO NO BRASIL

O arcabouco regulatério adotado no Brasil sofreu importantes modificagdes ao longo
do século passado e inicio deste século, seja como resposta as flutuacbes do mercado
internacional de petroleo seja como resposta as necessidades de suprimento interno. O forte
crescimento econdémico no século passado associado a relativa escassez de petroleo e
derivados evidenciou a capacidade politico-institucional do pais no sentido de garantir a
seguranga energeética, principalmente no periodo imediatamente ap6s os choques do petréleo.
Em 2007, a descoberta dos recursos do Pré-sal representou o comeco de uma importante
mudanca no cenario energetico do pais, exigindo novas mudancgas no marco regulatorio. Estes
aspectos evidenciam como os fatores politicos, técnicos e econdmicos discutidos
anteriormente sdo cruciais para o processo de desenvolvimento de um arcabouco regulatorio-

institucional para o setor de petrdleo e gas.

Considerando tal processo de mudangas no regime regulatério brasileiro, o proposito
deste capitulo é verificar os aspectos que motivaram as mudancas no regime regulatério
brasileiro, até o ponto em que seja possivel identificar as principais caracteristicas do atual
arcabougo regulatorio de E&P no Brasil e apontar algumas criticas sobre 0 mesmo. Para tanto,
a analise sera dividida em trés tdpicos. No primeiro, é feita uma breve analise historica do
setor de E&P até o momento presente. No segundo, serdo expostos 0s principais mecanismos
regulatérios e fiscais caracteristicos do modelo de Concessdo do Brasil e criados apos a
abertura do setor de E&P. E, no terceiro, serdo articulados os principais pontos que
caracterizam o modelo de Partilha adotado no Brasil, explicitando suas diferencas em relacao

ao modelo de Concessao e suas principais fragilidades.

2.1. Analise Histérica da Regulacdo de E&P no Brasil

A historia da induastria brasileira de petréleo pode, sob a perspectiva da regulacéo, ser
dividida em cinco fases distintas. A primeira fase compreende o periodo do final do século
XIX até 1934, quando foi instituido o Cédigo de Minas. A segunda fase é marcada pelo inicio
da vigéncia do Cddigo de Minas, como um primeiro passo no sentido de estabelecer uma
institucionalidade de regulacdo das atividades de exploracdo de recursos naturais no Brasil, e
termina com a criagao da Petrobras e seu monopolio sobre o upstream. A terceira fase comeca

em 1953, quando da criacdo da Petrobras, e se estende até a instituicdo da Emenda
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Constitucional n°® 9/1995 que propde um ambiente institucional adequado para gerar

concorréncia no setor de petroleo e gés.

A quarta fase é caracterizada pelo processo de criacdo das instituicdes necessarias para
a concretizacdo das propostas da Emenda Constitucional n® 9/1995 e o estabelecimento do
regime de concessdo. A quinta fase, ainda ndo exatamente definida, tem como marco inicial a
descoberta do pré-sal, que leva a criacdo de um modelo regulatdrio para a exploracdo do
mesmo e que pretende lidar com os desafios do posicionamento do Brasil como exportador de
petroleo nas proximas décadas. Respeitando tais fases histdricas da regulacdo da industria do
petréleo no Brasil, esta secdo sera dividida em cinco tdpicos, cada um correspondente a uma

das fases apresentadas.
2.1.1. Primeira fase

O primeiro periodo histérico considerado (da independéncia até 1934) é, sob a
perspectiva da regulagéo, marcado por instabilidade e fragilidade institucional, uma vez que
as leis que orientavam as atividades de pesquisa e lavra de recursos minerais mudavam
constantemente. Esta caracteristica impedia que fossem feitos importantes investimentos na
pesquisa e exploracdo de recursos, uma vez que na auséncia de um ambiente institucional
claramente definido e previsivel, as custosas atividades de lavra poderiam nédo ser capazes de
gerar rentabilidade. Assim, o mercado era caracterizado pela falta de confianca, o que
implicava na ndo realizacdo dos investimentos necessarios para desenvolver o setor de

petrdleo e gas naquela época (Tolmasquim e Pinto Jr. 2007).

Além disso, outro fator que representa a dificuldade para o desenvolvimento do setor
na época se dava pelo fato de que o paradigma tecnoldgico da energia (para iluminacao,
transporte e aquecimento, por exemplo) no Brasil ainda estava fortemente baseado em outras
fontes de matérias primas que nédo o petrdleo ou gas.

A partir da independéncia do Brasil, todos os recursos que no periodo da colonizacéao
pertenciam a Coroa portuguesa, passaram a ser de propriedade do Império brasileiro. Este
passou a fazer uma série de decretos que concediam o direito de exploracdo de determinadas
areas a particulares. O Decreto Imperial n° 3352-A/1864 exemplifica o tipo de contrato
realizado na época. Dentre as suas principais caracteristicas, podem ser destacadas: prazo de
um ano para o término das atividades de exploracdo, prazo de dois anos para o inicio das

atividades de lavra, pagamento de um imposto de dois mil reis para cada data mineral e um
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imposto proporcional ao rendimento liquido da lavra, e possibilidade de vender, trocar ou

doar a propriedade da mina, com permissdo prévia do Governo Imperial.

Com a proclamacéo da Republica e a promulgacdo da Constituicdo Federal de 1891,
foi instaurado o sistema fundiario, no qual o proprietario do solo possui direitos de
propriedade do subsolo correspondente (como nos Estados Unidos). Apesar disso, a nova
Constituicdo implicou no retrocesso dos investimentos no setor, uma vez que as minas e terras
devolutas passaram a pertencer aos Estados. Mais especificamente, o enfraquecimento do
setor se deu, em grande medida, como consequéncia da falta de regulamentacéo do principio
de acessdo na Constituicdo. Além disso, o desinteresse das grandes empresas internacionais
pode ser justificado pelo ndo reconhecimento de estruturas geoldgicas favoraveis a presenca

de hidrocarbonetos no Brasil.

Assim, resumidamente, até os anos 1930, as principais medidas voltadas para
estimular o setor, que passava por um processo de forte crescimento em varias regifes do
mundo, foram: a criacdo da Comissdo de Estudo das Minas de Carvdo em 1904 e do Servicgo
Geologico e Mineroldgico do Brasil (SGMB) em 1907; a promulgacdo de uma Emenda
Constitucional que vetava a transferéncia de minas, jazidas e territorios de interesse
estratégico para estrangeiros; encaminhamento, em 1927, de um Projeto-lei sobre petrdleo

para a Camara dos Deputados.
2.1.2. Segunda fase

A partir da era Vargas, nota-se que o Estado brasileiro passa a ter um posicionamento
mais intervencionista, seja como ente protagonista do desenvolvimento econdmico, seja como
regulador do setor privado. Tal mudanca de posicionamento reflete diretamente nas mudancas
institucionais verificadas no periodo que compreende os anos 1934 e 1953 no setor do
petroleo. Estas foram calcadas na percepcdo getulista de desenvolvimento, caracterizada pela
idéia de que o setor do petroleo apresentava um carater estratégico para o desenvolvimento da

industria nacional .

O principal marco do inicio desta nova fase do setor foi o estabelecimento do Codigo
de Minas em 1934, com o Decreto n° 24.642/1934. Este tinha como propoésito principal
unificar as diferentes leis e diretrizes referentes a exploracdo e producdo de minérios e de
petréleo. Além disso, o Cddigo tornava claro como o governo passou a compreender o papel

estratégico do petréleo, uma vez que instituia que a propriedade do subsolo era do Estado
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(conforme estabelecido a Constituicdo de 1934) e que 0s concessionarios ndo podiam
estabelecer contratos com governos ou sociedades estrangeiras ligadas as atividades de
exploracdo, comercializacdo e transporte de petréleo a ndo ser que obtivessem o aval do

governo brasileiro.

No mesmo ano foi criado o Departamento Nacional de Producdo Mineral (DNPM),
que assumiu as atribui¢des do Servigo Geoldgico e Mineroldgico do Brasil (SGMB), dentre as
quais deve-se enfatizar a realizacdo de estudos geoldgicos. Ja em 1938, um capitulo
exclusivamente sobre petréleo foi adicionado no Cédigo de Minas.

Apesar de manter o papel do Estado como regulador das atividades de pesquisa e lavra
dos recursos minerais através da concessao dos direitos de exploracdo as empresas privadas,
esta nova versdo do Codigo de Minas ainda atribuia a Unido o direito de exercer atividades do
upstream da cadeia do petr6leo e permitia ainda que a Unido obtivesse participagdo nos
resultados das empresas privadas nacionais ou estrangeiras que exercessem atividades de E&P

por sua conta e risco (ou seja, permitia a realizacdo de contratos de servigo com risco).

Ainda em 1938, foi criado o Conselho Nacional do Petréleo (CNP), 6rgao subordinado
diretamente a Presidéncia da Republica. Dentre as principais funcdes deste 6rgao, pode-se
enfatizar a regulacdo do setor de petrdleo (determinando, uniformemente, os precos dos
derivados em todo o territorio nacional, emitindo autoriza¢des para a instalacdo de refinarias e
opinando sobre a autorizagcdo do direito de pesquisa e concessdo de lavra), a elaboracdo da
politica nacional do petrdleo e a execucao de trabalhos de pesquisa em territorio nacional para
a Unido. Tais funcgdes refletiam o esforgo politico em evitar gargalos no setor de energia que
pudessem impedir o desenvolvimento da industria nacional, ou seja, visava permitir uma

crescente oferta de derivados no mercado doméstico.

Em 1939 foi descoberto, através do DNPM, o primeiro campo de petréleo
comercialmente viavel no Brasil na regido de Lobato na Bahia. Além desta, outras
descobertas comercialmente vidveis se sucederam. Associado a este fator, a Segunda Guerra
Mundial gerou dificuldades para o suprimento de derivados no mercado internacional. Assim,
0 governo passou a assumir como prioridade uma politica voltada para o refino e transporte de
petroleo no Brasil. Iniciaram-se neste periodo as discussdes sobre a instalacao de refinarias no

pais que se concretizaram apenas nos anos 1950.
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E importante notar que neste periodo as grandes empresas internacionais de petrleo
(majors) ndo demonstravam interesse em iniciar suas operacdes no Brasil no segmento de
upstream, apesar do fato de que a Constituicdo de 1946 eliminou a proibi¢do da atuacdo de
empresas estrangeiras no setor. Tal desinteresse associado ao aumento do consumo de
derivados no Brasil, a necessidade de atender a demanda da industria que se desenvolvia e,
consequentemente, ao peso que o crescente volume de importacdes de derivados representava
para a Balanca Comercial, gerava a necessidade de adotar medidas mais incisivas para guiar o

desenvolvimento da industria de petroleo nacional.

Assim, no inicio dos anos 1950, com o apoio popular da campanha "O Petroleo é
Nosso", 0 novo governo Vargas se encontrava diante de um contexto favoravel a criacdo de
um monopolio estatal do petrdleo. Assim, apds muitas discussdes na Camara e no Senado a
Lei n° 2004/1953 foi aprovada e sancionada pelo presidente Getdlio Vargas. Assim, foi
definido o monopdlio nacional das atividades de pesquisa, lavra, refino e transporte de
petréleo e seus derivados e de gas natural, representado pela Petréleo Brasileiro S.A. (uma
sociedade de economia mista). A lei determinava ainda que a Unido deteria pelo menos 51%

das acdes ordinarias.
2.1.3. Terceira fase

A terceira fase compreende o periodo entre 1953, data da criacdo da Petrobras, a 1995,
guando ocorreu 0 processo de abertura do setor para a participacdo de empresas estrangeiras
também no upstream da cadeia de petréleo. Neste periodo se observa um processo de
surgimento, desenvolvimento e modernizacdo dos setores de refino e de E&P no Brasil.

Entretanto, ndo foram observadas mudancas institucionais relevantes no periodo.

A criacdo da Petrobras representou um importante marco institucional para o pais. Por
constituir um monopdlio, sua estratégia era de atuar em todos os niveis da cadeia do setor.
Quando da sua criacdo, a empresa foi dotada com recursos da ordem de USS$S165 milhGes
referentes as estruturas de producdo refino e infraestrutura de CNP (que forneceu ainda o0s
dados sobre estudos das bacias brasileiras), alem de uma estrutura legal que vinculava a

arrecadacao de alguns impostos ao financiamento das operac6es da empresa.

A partir da disponibilidade destes recursos, a prioridade inicial da Petrobras foi de
investir na criagdo de um parque de refino no Brasil, capaz de atender a demanda interna de

derivados. Tal estratégia se justificava ainda pelo fato de que contribuia para aliviar a Balanga
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Comercial, uma vez que o preco do petréleo importado é menor do que dos derivados
importados. Além disso, a énfase no refino residia no papel central que este segmento

desempenha na rationale de integracédo vertical da inddstria do petroleo (Alveal, 1994).

No que se refere ao upstream da cadeia, a atuacdo da Petrobras, orientada por um
gedlogo norte-americano que realizou estudos sobre as bacias brasileiras, iniciou
primeiramente seus programas de exploracdo onshore e, posteriormente, offshore em &guas
rasas. Apesar dos desafios de natureza geoloOgica, tecnoldgica e financeira, a Petrobras

conseguiu criar uma estrutura industrial integrada e moderna.

A partir da década de 1970, com a percepcdo de que haveria mudangas no mercado
internacional do petréleo (uma vez que o0s paises que compunham a OPEP estreitavam suas
relacBes), foram feitas modificacbes fiscais de modo a incentivar a Petrobras a assumir
maiores riscos exploratérios. A partir dos choques do petréleo que caracterizaram a década
em questdo, a estratégia da Petrobras em realizar pesquisas offshore foi reforcada.

Neste novo contexto, foram aprovados os contratos de servico de risco. Este tipo de
contrato estabelecia que as empresas internacionais de petroleo assumiriam, por sua conta e
risco, as atividades de E&P, cuja producédo seria entregue a Petrobras e, em caso de sucesso,
obteriam participacdo dos resultados. Entretanto, esta estratégia do governo ndo surtiu efeito
uma vez que apenas um consoércio de empresas, formado pela Pecten, pela Marathon e pela
Shell, apresentou éxito no campo de Merluza em 1979. Além disso, o governo langou o
Proélcool, com o propdsito de ampliar o uso do alcool como oxigenante e introduzir seu uso

como combustivel (substituindo e, consequentemente, reduzindo o consumo de gasolina).

A partir dos anos 1980, por meio de seus estudos e esforgos exploratérios, a Petrobras
fez suas primeiras grandes descobertas na Bacia de Campos, em aguas profundas. A nova
fronteira exploratdria demandou consideraveis investimentos em pesquisa e desenvolvimento
de tecnologias para lidar com as particularidades dos campos de Albacora e Marlim. Com a
Constituicdo de 1988, os contratos de risco foram vetados e a Unido passou novamente a
exercer 0 monopolio sobre as atividades da industria do petréleo (Dias Leite, 2007).

Apesar das novas descobertas, o processo de reducdo de precos do petrdleo no
mercado internacional e o contexto econdmico-financeiro do Estado brasileiro gerava
guestionamentos sobre a necessidade deste monopodlio. Enquanto isso, no cenario

internacional, os Estados nacionais passavam por um processo de reforma, caracterizado pela
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reducdo de seu papel no ambiente econdémico que se traduzia em reformas liberalizantes em
varios setores, dentre 0s quais estavam a inddstria do petroleo e de energia elétrica, por

exemplo.

Impulsionados por essa onda liberalizante, argumentava-se que a atracdo de capital
estrangeiro para o setor permitiria gerar competitividade e que, consequentemente, isso seria
benéfico para o setor. Assim, foi aprovada e Emenda Constitucional n° 9/1995 que permitia
que a Uni&o contratasse outras empresas que ndo a Petrobras para exercer atividade de E&P

no Brasil.
2.1.4. Quarta Fase

A guarta fase se inicia com a quebra do monopélio da Petrobras no upstream da cadeia
e a criacdo das instituicdes necessarias para permitir o funcionamento do mercado e se encerra
com a instituicdo do Regime de Partilha sobre o Pré-sal e sobre as &reas estratégicas. A Lei n°
9478/1997 regulamentou a Emenda Constitucional n°® 9/1995 e definiu, dentre outros fatores,
que as contratacfes pela Unido poderiam ser exercidas mediante concessdo (precedida de
licitacdo) ou autorizacdo por empresas constituidas sob as leis brasileiras, com sede e

administragdo no pais.

E importante notar que, apesar do processo de abertura do setor e das sucessivas
privatizacOes observadas nos anos 1990, a capacidade operacional, a propriedade e a estrutura
vertical da Petrobras foram mantidas. A petroleira permaneceu como uma empresa de
economia mista cuja propriedade acionaria com direito a voto pertencia majoritariamente a
Unido. Além disso, a empresa manteve seus direitos sobre seus ativos das areas de producédo
onde operava, das estruturas de refino, transporte, armazenagem e distribuicdo. Entretanto,
vale notar que a lei estabeleceu o principio de livre acesso a terceiros nos ativos de transporte
e armazenagem da Petrobras. Além disso, conforme estabelecido pela lei, a Petrobras teve que
repassar a ANP todos os dados e informacdes sobre as bacias sedimentares brasileiras, assim
como sobre as atividades de pesquisa, exploracdo e producdo de petroleo desenvolvidas no

periodo referente ao exercicio do monopadlio.

Assim, este periodo foi caracterizado pela entrada de novos atores na industria
brasileira do petr6leo. A Petrobras, apesar de ter que aprender a lidar com tais atores,
estabelecendo parcerias com empresas internacionais, permaneceu como maior operadora de

campos de petroleo no Brasil (uma vez que a mesma dispde de melhores informac6es sobre as
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estruturas geoldgicas do Brasil do que as empresas que entraram posteriormente). Além disso,
apesar da liberalizacdo dos demais segmentos da cadeia, a Petrobras ainda exerce o papel de
monopolista no refino e transporte de petrdleo e derivados, dadas as fortes barreiras a entrada

observadas pela posicédo da Petrobras mesmo apos a liberalizacao.

Para lidar com o novo ambiente do setor, foram criadas instituicbes para regular,
fiscalizar e permitir o didlogo entre o0 governo e 0s agentes a industria (uma vez que, apesar
do novo cenario, o processo de desenvolvimento da industria ainda € guiado pela politica
energética cuja orientacdo esta, primordialmente, em linha com os interesses do Estado
brasileiro). O CNPE foi instituido com o propdsito de assessorar o Presidente da Republica no
sentido de propor politicas nacionais e medidas especificas na area energética. Além deste, foi
criada a ANP, 6rgdo cujo papel consiste em regular, contratar e fiscalizar as atividades

econdmicas integrantes da industria do petrdleo.

No que se refere as formas de apropriacdo da renda petrolifera pelo Estado, foram
instituidos novas forma de arrecadagdo, tais como: bénus de assinatura, royalties,
participacdes especiais e, taxa de ocupacdo e retencdo de area. Como pode ser observado na
figura a seguir, o valor arrecadado pelo governo saltou de R$1,4 bilhdo em 1999 (quando da
primeira rodada de licitacdo) para aproximadamente R$23 bilhées em 2008. Em 2013, quando
do primeiro leildo do pré-sal e da 122 rodada de licitacdo, este valor atingiu R$ 49,5 bilhdes

(dos quais R$ 15 bilhdes correspondem apenas ao bénus de assinatura do campo de Libra).

Graéfico 1 - Consolidacao das Participacdes Governamentais
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O processo de licitagdes, observado a partir de 1999, ocorreu com uma periodicidade
relativamente bem definida (uma rodada de licitacdo por ano) até 2008 (décima rodada). No
seguinte quadro é possivel observar os principais resultados das rodadas de licitacdo de blocos

exploratérios desde 1999.

Tabela 1 — Resultado das Rodadas de Licita¢6es de Blocos por Rodada

82 RODADA
RODADAS DE 12 RODADA | 22 RODADA | 32 RODADA | 42 RODADA | 52 RODADA | 62 RODADA | 72 RODADA | (Interrompida | 92 RODADA | 102 RODADA | 112 RODADA | 122 RODADA
LICITAGAO Judicialmente)

Blocos Ofertados 908 913 1134 284 271 130 289 240
Blocos Concedidos 12 21 34 21 101 154 251 38 117 54 200 72
Blocos Onshore
Concedidos
Blocos Offshore
Concedidos
Area Concedida
(km?)

Bacias
Sedimentares
Empresas
Vencedoras
Novos
Operadores
Levantamento
Sismico 2 D
Minimo (km de
linhas)

N° minimo de
Pogos
Exploratdrios a
serem Perfurados
Bonus de
Assinatura 181 262 241 34 9 222 485 268 1141 38 1384 74
(milhdes de USS)

Investimento

Minimo no

Primeiro Periodo

Exploratdrio

(milhdes de US$S

em trés anos)

Fonte: ANP

0 9 7 10 20 89 210 = 65 54 87 72

12 12 27 11 81 65 41 - 52 - 113 0
54660 48074 48629 25289 21951 39657 194651 11890 45614 48154 100300

8 9 12 18 9 12 14 7 9 7 11 7

11 16 22 14 6 19 30 23 36 17 30 7

6 6 8 5 1 1 6 7 11 5

43000 45850 44700 17000 83700 Varidvel  Variavel - Varidvel  Varidvel  Varidvel

58 96 136 83 210 Varidvel  Variavel - Variavel - Variavel

65 60 51 28,5 121 681 829 - 739 259 3410

A partir da descoberta do Pré-sal, entretanto, as novas licitacdes previstas foram
interrompidas até que fossem mapeadas as areas que compreendem o0s recursos do Pré-sal e se
estabelecesse o regime regulatorio correspondente a estas areas. Segundo o entendimento do
governo brasileiro, o considerdvel volume de recursos estimados no Pré-sal ndo deveria ser
explorado de acordo com as regras do regime de Concessdao. O menor risco geoldgico
justificaria a orientagdo de maior parcela da renda petrolifera para o Estado. Assim, a
mudanga regulatéria correspondente inaugurou uma nova fase da historia da regulagdo do

upstreamdo setor de petroleo e gas no Brasil.
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2.1.5. Quinta Fase

A quinta fase se inicia com a instituicdo do regime de partilha e, com este, a situagédo
privilegiada da Petrobras em relagdo as demais empresas atuantes no setor, uma vez que para
0s campos localizados na area do Pré-sal a empresa seré detentora de, pelo menos, 30% das
operacdes de cada campo, independente do resultado do leildo. Esta fase tem sido marcada
pela dificuldade de criar uma regularidade nas licitagbes caracteristicas do regime de
concessao e, portanto,por incertezas quanto a conducdo do processo de conducdo do

desenvolvimentoda industria do petroleo pelo Estado.

Com a indefinicdo sobre o regime a ser adotado para as areas correspondentes ao Pre-
sal, e em razdo do fato de que os estudos que demarcavam a area do Pré-sal ainda ndo
estavam completos (ou seja, ndo se sabia a extensdo da area geoldgica na qual se localizavam
0s recursos), as rodadas de licitacdo foram interrompidas a partir de 2008 (quando ocorreu a

décima rodada).

Neste periodo de transicdo, o governo se limitou a realizar acordos de Cessdo Onerosa
com a Petrobras com o proposito de manter atividades de pesquisa e lavra offshore e,
consequentemente, ndo prejudicar os investimentos no setor e a cadeia de fornecedores de
equipamentos e servigos de exploracdo. Em junho de 2010, por exemplo, a Lei n° 12.276
autorizou a Unido a ceder onerosamente a Petrobras, dispensada de licitacdo, o exercicio das
atividades de pesquisa e lavra de petrdleo, gas natural e de outros hidrocarbonetos fluidos em
areas ndo concedidas localizadas no Pré-sal, ndo podendo a producdo exceder 5 bilhGes de
barris equivalentes de petréleo. Em contrapartida, a Petrobras deveria efetuar o pagamento
devido por meio de titulos da divida publica mobiliaria federal, precificados a valor de

mercado.

A Lei autorizou ainda a Unido a subscrever acGes do capital social da Petrobras e
integraliza-las com titulos da divida publica mobiliaria federal. Além disso, estabeleceu que
serdo devidos apenas os royalties sobre o produto da lavra de que trata a lei citada, nos termos
do artigo 47 da Lei n° 9.478/1997. Desta forma, ficou estabelecida a ndo incidéncia de
participacdo especial sobre estas areas. O contrato se concretizou em setembro de 2010, e
contemplou seis areas definitivas (Florim, Bazios, Sul de Guara, Entorno de lara, Sul de Tupi
e Nordeste de Tupi) e uma contingente (Peroba). O valor total pago pela Petrobras ao governo
pelo direito de explorar as areas cedidas atingiu R$74,8 bilhGes, o que corresponde a um
preco médio de US$8,51/barril.



49

Tabela 2 — Volumes e Valores das Areas Objeto de Cessdo Onerosa

. Volume da Cessdao Onerosa Valordo Barril Valoragado da Cessao
Area do Contrato

(milhdes de boe) (US$/boe)  Onerosa (USS bilhdes)

Florim 467 9,0094 4.207.389.800,00
Franco 3058 9,04 27.644.320.000,00
Sul de Guard 319 7,9427 2.533.721.300,00
Entorno de lara 600 5,8157 3.489.420.000,00
Sul de Tupi 128 7,8531 1.005.196.800,00
Nordeste de Tupi 428 8,5357 3.653.279.600,00
Peroba

Valor Inicial do Contrato (USS) 42.533.327.500,00
Taxa de cambio 1,7588
Valor Inicial do Contrato (RS) 74.807.616.407,00

Fonte: Contrato de Cessdo Onerosa do Exercicio das Atividades de Pesquisa e Lavra de
Petroleo, de Gas Natural e de outros Hidrocarbonetos Fluidos - Anexo Il

Entretanto, o valor produzido pela Petrobras nestes campos ultrapassara o limite de 5
bilhGes de barris. Assim, o governo decidiu contratar a companhia para explorar o 6leo
excedente em quatro destas areas (BUzios, Entorno de lara, Florim e Nordeste de Tupi). Para a
exploracdo deste 6leo excedente, serd adotado o regime de Partilha e a empresa pagara R$ 2
bilhGes correspondentes ao bdnus de assinatura, além de antecipar o pagamento de parte do
excedente em 6leo num total de R$13 bilhdes (R$2 bilhdes em 2015, R$3 bilhGes em 2016,
R$4 bilhdes em 2017 e R$4 bilhdes em 2018). (Reuters, 2014)

A irregularidade das licitagdes dos campos regidos sob as regras de concesséo, por sua
vez, se da em razdo do fato de que a Petrobras deve conciliar seu programa de investimentos
no Pré-sal (que atualmente constitui a prioridade da empresa e que exigem um consideravel
montante de recursos) com o0s investimentos nos campos correspondentes as rodadas de
licitacdo de concessdo. Tal conciliacdo torna-se crucial em virtude da visdo estratégica do
governo (e da propria Petrobras) no sentido de que a estatal deve operar também os campos
gue ndo estdo localizados na area do Pré-sal. A participacdo da Petrobras nestes campos é
crucial uma vez que estes possuem desafios técnicos e uma estrutura de custos (de E&P) que
ndo sdo tdo elevados quanto os do Pré-sal, além de possuirem uma capacidade de monetizacdo

mais rapida.

Nesta fase, com o leildo do campo de Libra, sob os moldes do modelo de Partilha
(especificado no item 2.3.), foi possivel observar as falhas existentes no desenho institucional
do novo modelo contratual adotado no Brasil e, consequentemente, 0 ambiente de incerteza

gue predomina no setor desde o estabelecimento do novo modelo.
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Para esclarecer as principais caracteristicas do arcabouco regulatério do upstream da
cadeia do petroleo no Brasil, na proxima sessao, serdo discutidos em maiores detalhes, os
aspectos institucionais e a estrutura tributaria do sistema de concessdo de blocos de petrdleo e

gas no Brasil e as principais caracteristicas da legislacao vigente.
2.2. O Regime de Concesséo

O Regime de Concessao foi instituido em 1997, com a aprovacdo da Lei n° 9.478. A
lei reafirma o monopdlio da Unido sobre as atividades de lavra e pesquisa, de refino, de
importacdo ou exportacdo e de transporte maritimo de petrdleo e de seus derivados. Além
disso, esta lei discorre sobre os principios e objetivos da politica energética, sobre o Conselho
Nacional de Politica Energética, da titularidade e do monopdlio do petroleo e do gas natural,
da Agencia Nacional do Petroleo e do G&s Natural (e Biocombustiveis, conforme estabelecido
em 2005), das novas normas para a licitacdo de campos, exploracdo e producdo de petrdleo,
das participacdes governamentais, das normas relativas as atividades do downstream da
cadeia de petréleo, da Petrobras e sobre o periodo de transicao entre o fim do monopdlio e o

funcionamento efetivo das instituicbes e demais determinaces instituidas pela lei.

Desta forma, observa-se que esta lei cria um conjunto de instituicdes que passam a
regular e orientar o funcionamento do mercado, estabelecer metas, planejar a politica
energética, criando ainda um aparato fiscal que passa a incidir sobre as atividades de E&P no
Brasil. Nesta se¢do sera exposto, portanto, o arcabouco institucional e fiscal sobre o regime de
concessao estabelecido por esta lei, nos termos que vigoram atualmente, evidenciando o0s
diferentes mecanismos de arrecadacdo do governo que foram criados e suas principais

caracteristicas.
2.2.1. Arranjo Institucional

A defini¢do de um novo arranjo institucional foi alvo de grande discussdo na Camara e
no Senado durante os anos 1990. Como o mercado era caracterizado, até entdo, pela posicao
monopolista da Petrobras, era necessario criar um conjunto de instituigdes capaz de comportar
as consequéncias da quebra do monopolio da estatal sobre o funcionamento do mercado.
Assim, foram criados o Conselho Nacional de Politica Energética (CNPE) e a Agéncia
Nacional de Petroleo e Gas Natural (ANP).

O Conselho Nacional de Politica Energética € um 6rgdo vinculado a Presidéncia da

Republica e presidido pelo Ministro de Estado de Minas e Energia. O 6rgdo tem como fungéo
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propor & Presidéncia politicas nacionais e medidas especificas a fim de: (i) promover o
aproveitamento racional dos recursos naturais; (ii) assegurar o suprimento de insumos
energéticos as areas mais remotas e de dificil acesso; (iii) rever periodicamente as matrizes
energéticas aplicadas as diversas regiGes do pais; (iv) estabelecer diretrizes para programas
especificos, como o0s de uso do gas natural, do carvdo, da energia termonuclear, dos
biocombustiveis, da energia solar, da energia eolica e da energia proveniente de outras fontes
alternativas (conforme a lei n° 11.097/2005); (v) estabelecer diretrizes de importacdo e
exportacdo (conforme a lei n° 12.490/2011); (vi) definir os blocos a serem objeto de
concessdo; (vii)estabelecer diretrizes para o uso de gas natural como matéria-prima em
processos produtivos industriais, mediante a regulamentacdo de condicBes e critérios
especificos, que visem a sua utilizacdo eficiente e compativel com os mercados interno e
externos(incluido pela lei n° 11.909/2009); (viii)definir a estratégia e a politica de
desenvolvimento econémico e tecnoldgico da industria de petroleo, de gas natural, de outros
hidrocarbonetos fluidos e de biocombustiveis, bem como da sua cadeia de
suprimento(conforme a lei n° 12.490/2011); (ix) induzir o incremento dos indices minimos de

contetdo local de bens e servigcos(conforme a lei n° 12.351/2010).

A ANP, por sua vez, é uma entidade integrante da Administracdo Federal Indireta,
submetida ao regime autarquico especial e foi instituida como um 6rgao regulador da
industria do petrdleo, gas natural, seus derivados e biocombustiveis (os Ultimos atribuidos
apenas a partir de 2005, com a lei n°11.097). Assim, a autarquia é responsavel pela regulacéo,
contratacdo e fiscalizacdo das atividades integrantes da industria do petréleo, gas natural e

biocombustiveis.

Além disso, a ANP ¢, dentre outros fatores, responsavel por:(i) realizar estudos e
delimitar blocos a serem licitados; (ii) regular as atividades de geologia e geofisica; (iii)
elaborar os editais e realizar os processos de licitagbes para a concessdao de exploragéo,
desenvolvimento e producéo, celebrando os contratos delas decorrentes e fiscalizando a sua
execucdo; (iv)autorizar a pratica das atividades de refinagdo, liquefacdo, regaseificagéo,
carregamento, processamento, tratamento, transporte, estocagem e
acondicionamento(conforme a lei n° 11.909/2009); (v)estabelecer critérios para o calculo de
tarifas de transporte dutoviarioe arbitrar seus valores; (vi) instruir processo com vistas a
declaracdo de utilidade publica, para fins de desapropriacdo e instituicdo de servidao

administrativa das areas necessarias para o desenvolvimento das atividades que caracterizam a
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cadeia do petroleo e gas natural; (vii) fiscalizar o adequado funcionamento do Sistema
Nacional de Estoques de Combustiveis e o cumprimento do Plano Anual de Estoques
Estratégicos de Combustiveis; (viii) regular e autorizar as atividades relacionadas ao
abastecimento de combustiveis; (ix)especificar a qualidade dos derivados de petrdleo, gas
natural e seus derivados e dos biocombustiveis (conforme a lei n® 11.097/2005); (x) regular e
fiscalizar o acesso a capacidade dos gasodutos (conforme a lei n° 11.909/2009).

Ja em 2004, foi criada a Empresa de Pesquisa Energética (EPE). A EPE é uma
empresa vinculada ao MME e cuja principal funcdo € de prestar servigos na area de estudos e
pesquisas destinadas a subsidiar o planejamento do setor energético (englobando ndo apenas
os setores de petroleo, gas natural e seus derivados, mas ainda o setor de energia elétrica,
carvdo mineral e fontes energéticas renovaveis). O arranjo institucional entdo criado segue a

ordem de subordinacéo indicada no seguinte organograma.

Figura 3 — Arranjo Institucional do Sistema Regulatorio de Concesséo no Brasil

Presidéncia da
Remiblica

________ Vinculado
Subordinacdo
Fonte: MME

2.2.2. Aparato Fiscal
No sistema regulatorio de concessdes, a renda petrolifera da qual o governo se

apropria engloba o bénus de assinatura, os tributos diretos (IRPJ, CSLL, PIS e COFINS) e
indiretos (CIDE, ICMS, ISS, IPI, 1l e IOF) sobre a atividade, royalties (de 5% a 10% do total
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da producdo) e participacdo especial (aliquotas progressivas sobre a receita liquida dos
campos com elevado volume de producdo ou elevada rentabilidade), pagamento pela
ocupacdo ou retencdo de area. Além disso, para os casos de E&P onshore, as concessionarias

devem pagar renda ao proprietario de terra.
2.2.2.1. Royalties

Os royalties constituem um dos principais instrumentos de apropriacdo da renda do
petréleo pelo governo nos contratos de concessdo. De acordo com dados da ANP, esta fonte
de arrecadacgéo constituiu aproximadamente 52%da arrecadacdo total do governo proveniente
das atividades de E&P em 2014.

Tal mecanismo de compensagdo financeira incide sobre o valor da producgéo e,
portanto, € muito volatil, uma vez que esta condicionada ndo apenas pelo volume de petréleo
e gas natural'® produzido, mas ainda pelos precos de referéncial* e pela taxa de cambio
adotados no célculo do valor de producdo. Tal volatilidade € observada ainda através de
mecanismos que podem interromper o pagamento dos mesmos. Com a parada para a
manutencdo de plataformas, por exemplo, o municipio que receberia o royalty, ndo é

contemplado, uma vez que a producdo do campo correspondente foi interrompida.

A partir da lei n° 9.478/1997, foi estabelecida em 10% a aliquota bésica de royalties,
entretanto, foram mantidos os critérios de distribuicdo para a parcela de 5%, estabelecendo
uma forma diferenciada de distribuicdo para a parcela acima de 5%. Até agosto de 1998, os
contratos firmados entre a Petrobras e a ANP consideravam royalties de 5% do valor de
producdo de petroleo e gas natural. A partir da data mencionada, entretanto, entrou em
vigéncia a regra de incidéncia estabelecida pela lei supracitada, na qual se estabelecia
cobranca de 10% do valor produzido. Neste sentido é importante mencionar que cabe a ANP
fiscalizar se os valores pagos sdo corretamente recolhidos, assim como fazer os calculos para
a sua distribuicdo entre os beneficiarios. Os seguintes graficos ilustram, respectivamente, a
distribuicdo dos royalties para os hidrocarbonetos produzidos na plataforma continental e para
a producdo onshore.

BE importante notar que o volume de producdo considerado no célculo, ndo inclui: (i) o gas utilizado para a
elevacao artificial; (ii) o gas reinjetado no mesmo campo; (iii) 0 gas queimado por razdes de seguranca e
comprovada necessidade operacional.

120 prego de referéncia mensal a ser aplicado corresponde a média ponderada dos precos de venda (livre dos
tributos que incidem sobre a venda: ICMS, PIS e COFINS) praticados pelo concessionario no més ou o preco
minimo estabelecido pela ANP. O valor aplicado é o maior entre estas duas alternativas.
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Grafico2 - Distribuicdo dos Royalties da Producéo na Plataforma Continental

m Estados confrontantes com Pogos
Parcela de 5% Produtores
arcela de 5%
B Municipios confrontantes com
Pogos Produtores

= Municipios afetados por
operacdes de embarque e
desembarque de petroleo e gds
® Comando da Marinha

Parcela acima de 5% . e
B Ministério de Ciéncia e
Tecnologia

® Fundo Especial

0.0% 20,0% 40,0% 60,0% 80,0% 100.0%

Fonte: Elaborac&o prdpria conforme os dados da lei 9.478/1997 e da lei 7.990/1989

Grafico 3 - Distribuicédo dos Royalties da Producédo Onshore
Parcela de 5% m Estados Produtores

mMunicipios Produtores

= Municipios afetados por operagdes de
embarque e desembarque de petrdleo e
gas

Parcela acima de 3%
B Ministério de Ciéncia e Tecnologia

0% 20% 10% 60% 80% 100%
Fonte: Elaboracéo propria conforme os dados da lei 9.478/1997 e da lei 7.990/1989
A possibilidade de uma reducéo para até 5% (seja antes da celebracdo do contrato, seja
no decorrer do mesmo) decorre em funcdo da necessidade de compatibilizar interesses
publicos e privados, ou seja, criando um equilibrio entre a arrecadacdo do governo e a
atratividade dos projetos de E&P no pais, tendo em vista 0s riscos geoldgicos que

caracterizam a atividade (como é o caso de areas inativas com acumulages marginais).

Em suma, quanto a possibilidade de revisar para baixo os royalties cobrados para um
determinado campo, é necessario que haja uma ponderacdo entre dois bens juridicos (Gutman,
J., 2007): por um lado, a receita publica afigurada nos royalties; e, por outro, a geracdo de
renda e empregos, uma vez que O CONCessionario Ndo operard com prejuizos sistematicos.

Finalmente, é importante notar o carater regressivo dos royalties fixos, uma vez que os ganhos
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de escala inerentes as atividades de E&P, implicardo em impactos fiscais dos royalties cada

vez menores quanto maior for o lucro do empreendimento.
2.2.2.2. Participacdo Especial

A Participagdo Especial é uma compensacdo financeira adicional aos royalties, e
incide sobre a receita liquida (receita total subtraida pelo custo total e pelos royalties) dos
campos (sujeitos, exclusivamente, a contratos de concessdo) com grandes volumes de
producdo ou grande rentabilidade e € recolhido trimestralmente. O propdsito deste tipo de

tributo esté associado a visdo Ricardianal® sobre apropriagio de rendas extraordinarias.

Uma vez que sua incidéncia é sobre a receita liquida, o valor da participacdo especial
esta sujeito a uma maior volatilidade, em razdo das flutuacdes de preco dos hidrocarbonetos,
cambio e producdo. Uma importante caracteristica da Participacdo Especial é o seu carater
progressivo, uma vez que a legislacdo correspondente (Decreto 2.705/1998) optou pela
adogdo de aliquotas progressivas sobre a receita liquida da producdo trimestral de cada
campo, considerando as deducOes previstas no 8§ 1° do art. 50 da Lei n°® 9.478, de 1997. Os
critérios utilizados para o calculo da PE sdo: a localizacdo da lavra (lavra em éareas de
concessdo situadas em terra, lagos, rios, ilhas fluviais ou lacustres; lavra em plataforma
continental com profundidade batimétrica de até 400 metros; e lavra em plataforma
continental em profundidade batimétrica acima de 400 metros), o nimero de anos de
producdo (um determinado critério para o primeiro ano, outro para o segundo ano, outro para
0 terceiro ano, e outro para o quarto e demais anos de producdo) e o respectivo volume de
producdo trimestral fiscalizada. As seguintes tabelas mostram os critérios de arrecadacdo de
Participacdo Especial observados no caso dos campos localizados em aguas profundas (acima

de 400 metros de profundidade) sujeito ao regime de concessao.

VerDavid Ricardo, 1817, Principles of political economy and taxation.


http://www.planalto.gov.br/ccivil_03/LEIS/L9478.htm#art50§1
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Tabela 3 — PE em profundidade acima de 400 m (1° ano de producéo)

Volume de Produgéo Parcela a deduzir
Trimestral Fiscalizada (em |da Receita Liquida| Aliquota

milhares de metros cubicos Trimestral (em

de petréleo equivalente reais)
Até 1.350 - isento
Acima de 1.350 até 1.800 1.350xRLP+VPF 10
Acima de 1.800 até 2.250 1.575xRLP-+-VPF 20
Acima de 2.250 até 2.700 1.800XRLP+VPF 30
Acima de 2.700 até 3.150 675+0,35xRLP+VPF 35
Acima de 3.150 1.181,25xRLP+-VPF 40

Fonte: Elaboracdo propria conforme os dados do decreto 2.705/1998

RLP = Receita Liquida da Produgdo Trimestral

VPF = Volume de Producdo Trimestral Fiscalizada de cada Campo, em milhares de metros
cubicos de petroleo equivalente

Tabela 4 — PE em profundidade acima de 400 m (2° ano de producéo)

Volume de Produgéo Parcela a deduzir
Trimestral Fiscalizada (em |da Receita Liquida| Aliquota

milhares de metros cubicos Trimestral (em

de petréleo equivalente reais)
Até 1.050 - isento
Acima de 1.050 até 1.500 1.050XRLP+VPF 10
Acima de 1.500 até 1.950 1.275xRLP+VPF 20
Acima de 1.950 até 2.400 1.500XRLP+VPF 30
Acima de 2.400 até 2.850 570+0,35xRLP+\PF 35
Acima de 2.850 1.781,25xRLP+VPF 40

Fonte: Elaboracdo propria conforme os dados do decreto 2.705/1998

RLP = Receita Liquida da Producéo Trimestral

VPF = Volume de Producdo Trimestral Fiscalizada de cada Campo, em milhares de metros
cubicos de petréleo equivalente

Tabela 5 — PE em profundidade acima de 400 m (3° ano de producéo)

Volume de Produgéo Parcela a deduzir
Trimestral Fiscalizada (em [da Receita Liquida| Aliquota

milhares de metros cubicos Trimestral (em

de petroleo equivalente reais)
Até 750 - isento
Acima de 750 até 1.200 750xRLP+-VPF 10
Acima de 1.200 até 1.650 975xRLP-+-\VPF 20
Acima de 1.650 até 2.100 1200xRLP+VPF 30
Acima de 2.100 até 2.550 465+0,35xRLP--\VPF 35
Acima de 2.550 1.481,25xRLP+-VPF 40

Fonte: Elaboracéo propria conforme os dados do decreto 2.705/1998

RLP = Receita Liquida da Producéo Trimestral

VPF = Volume de Producéo Trimestral Fiscalizada de cada Campo, em milhares de metros
cubicos de petréleo equivalente
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Tabela 6 — PE em profundidade acima de 400 m (ap0s o0 3° ano de producéo)

Volume de Produgéo Parcela a deduzir
Trimestral Fiscalizada (em |da Receita Liquida| Aliquota

milhares de metros cubicos Trimestral (em

de petréleo equivalente reais)
Até 450 - isento
Acima de 450 até 900 450XRLP+VPF 10
Acima de 900 até 1.350 675XRLP+-VPF 20
Acima de 1.350 até 1.800 900XRLP+VPF 30
Acima de 1.800 até 2.250 360+-0,35xRLP+-\VVPF 35
Acima de 2.250 1.181,25xRLP+VPF 40

Fonte: Elaboracdo propria conforme os dados do decreto 2.705/1998

RLP = Receita Liquida da Produgdo Trimestral

VPF = Volume de Producdo Trimestral Fiscalizada de cada Campo, em milhares de metros
cubicos de petroleo equivalente

Respeitando os critérios estabelecidos nestas tabelas, durante a etapa de producéo de
um campo, as empresas concessionarias devem enviar 8 ANP um Demonstrativo da Apuragéo
da Participacdo Especial (DAPE) que sera apurado pela agéncia reguladora e devem estar em

conformidade com os Relatorios de Gastos Trimestrais (também encaminhados a ANP).

Quanto a destinacdo dos recursos obtidos com a Participacdo Especial, a lein®
9.478/1997 estabelece 40% do valor arrecadado deve ser destinado aos Estados produtores ou
confrontantes com campos produtores, 40% ao Ministério de Minas e Energia, 10% aos
municipios produtores ou confrontantes com campos produtores e 10% para 0 Ministério do

Meio Ambiente, conforme é ilustrado no seguinte gréafico.

Grafico4 - Distribuicdo da Participacio Especial

B Estados produtores ou confrontantes
com Campos Produtores
Ministério de Minas ¢ Energia

40%

= Municipios produtores ou
confrontantes com Campos Produtores

® Ministério do Meio Ambiente

0% 20% 40% 60% 80% 100%0

Fonte: Elaboragéo propria conforme os dados da lei 9.478/1997
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2.2.2.3. Bonus de Assinatura

O bdnus de assinatura é o valor pago pela empresa ou consaércio vencedor do leildo no
momento da assinatura do contrato. Esta compensacao financeira (assim como os demais itens
expostos anteriormente, o bb6nus de assinatura ndo € um tributo) inexistia enquanto a
Petrobras exercia 0 monopolio no setor, sendo instituida apenas em 1997, com a lei 9.478. Os
recursos arrecadados via bonus de assinatura sdo destinados ao financiamento das atividades

operacionais da ANP.

A natureza econdmica do bdnus de assinatura é muito particular uma vez que ele € um
mecanismo que antecipa o pagamento da renda do petroleo & Unido (independente do sucesso
exploratério ou ndo da empresa). Por esta razdo, ele representa uma parcela importante do
risco assumido pelas empresas ao fazerem seus investimentos em exploracdo, ou seja, para

verificarem a viabilidade do campo.

Neste sentido, existe um tradeoff importante, uma vez que o bénus de assinatura é o
principal critério para selecionar o vencedor de um leildo de concessdo. Se por um lado a
oferta de um valor elevado pro bénus de assinatura implica em uma possivel maior perda face
ao risco de inviabilidade do projeto, por outro lado a oferta de um valor relativamente baixo

reduz as chances de vencer o leildo.

A ANP estabelece o valor minimo do bdnus de assinatura no edital de licitacdo,
definido de acordo com as especificidades de cada bloco. Um bloco localizado em éarea
terrestre, por exemplo, onde o volume de recursos € menor e exige um menor esforco
tecnoldgico e econdbmico para a exploracdo, terd um valor minimo de bdnus de assinatura
menor do que de um campo maior, localizado em aguas profundas, cuja escala de producao é

muito maior e que exige um grande volume de investimentos.
2.2.2.4. Pagamento pela Ocupacéo ou Retencdo de Area

Assim como o b6nus de assinatura e a participacdo especial, esta compensacao
financeira foi instituida pela lei do petroleo. Ela possui dois fatos geradores:(i) a ocupacao de
area, que se refere ao desenvolvimento de um projeto na area cujo direito de explorar foi
concedido pela ANP; (ii) retencdo de &rea, que estd associado ao fato do concessionario

manter os direitos de exploracdo de uma determinada area.
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Esta compensagdo financeira entra em vigor a partir do momento que o contrato de
concesséao entra em vigor. Esta ndo deve ser confundida com o aluguel de &rea, tendo em vista
que enquanto o ultimo é regido pelo direito privado, o pagamento pela ocupacéo ou retencao
de area é um contrato firmado entre a ANP e uma (ou mais)empresa(s) que tem por objetivo o

desempenho de atividade econémica.

O principal propoésito deste tipo de compensacdo financeira é evitar que 0s
concessionarios adquiram o direito de explorar um determinado campo e ndo fagam os
investimentos necessarios para iniciar a producdo do mesmo. Em outras palavras, o objetivo €
de encorajar o abandono voluntario do campo pelo concessionario que néo estiver realizando
os esforcos de exploracdo ou que ndo possuir mais interesse em desenvolver a producéo,

permitindo que outras empresas que possuam o interesse em explorar a area possam fazé-lo.

Como no caso do bonus de assinatura, 0s recursos arrecadados com o pagamento de
retencdo ou ocupacdo de area sdo destinados ao financiamento das atividades da ANP. Quanto
aos valores cobrados, eles serdo definidos de acordo com as caracteristicas geologicas de cada
campo, respeitando as seguintes limitagoes:(i) de R$10 a R$500 por quilémetro quadrado ou
fracdo durante a fase de exploracdo; (ii) em caso de prorrogacdo o valor cobrado sera de
200% do valor fixado para a fase de exploracdo; (iii) de R$20 a R$1000 por quilémetro
quadrado ou fracdo durante a fase de desenvolvimento; (iv) de R$100 a R$5000 por
quildmetro quadrado ou fracdo durante a fase de producédo (Decreto n® 2705/1998). Os valores

definidos sdo ajustados anualmente pelo IGP-DI da FGV.
2.2.2.5. Pagamento ao proprietario de terra

Apesar de ndo constituir uma forma de arrecadacdo do governo, uma vez que O
recurso é devido ao proprietario de terra (que pode ser uma pessoa fisica ou juridica, ou ainda
um ente federativo), é importante mencionar tal obrigacdo para os casos de concessdao de
campos onshore. Esta obrigacdo foi instituida pela lei do Petréleo, estabelecendo que o valor
devido ao proprietario de terra corresponde a participacdo de 0,5% a 1% do valor de producéo
de petroleo ou gas natural. Esta participacdo € paga mensalmente e € distribuida de acordo
com a proporcdo na producéo de cada uma das areas demarcadas na superficie do bloco.

2.2.2.6. Tributos diretos

O Imposto de Renda de Pessoas Juridicas (IRPJ), a Contribuicdo Social sobre o Lucro
Liquido (CSLL), as Contribuicbes para os Programas de Integracdo Social (PIS) e para
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Financiamento da Seguridade Social (COFINS) séo os principais tributos diretos que incidem
sobre as atividades de E&P no Brasil. A base de célculo destes tributos € muito similar,
entretanto, enquanto o IRPJ é distribuido pela Unido aos Estados e Municipios, a CSLL se

concentra nas maos da Unido.

De acordo com o Codigo Tributario Nacional (CTN), o imposto sobre a renda tem
como fato gerador a aquisi¢do da disponibilidade econdmica ou juridica: de renda (produto do
capital, do trabalho ou da combinacdo de ambos); e, de proventos de qualquer natureza. A
base de célculo do imposto € o montante, real, arbitrado ou presumido, da renda ou dos

proventos tributaveis.

No caso do IRPJ, o imposto incide sobre o lucro real, presumido ou arbitrado
(conforme estabelecido no CTN). A sistematica do lucro real esta disposta no Regulamento
do Imposto de Renda (RIR). Tal sistemética prevé que o lucro das pessoas juridicas serd
apurado trimestralmente ou, caso seja adotado 0 pagamento por estimativas, sera observado o
balanco anual levantado em 31 de dezembro (cf Lei n° 9.430 de 1996, arts. 1° e 2°) (Gutman,
J., 2007). Se for adotado o0 pagamento por estimativas, antecipacdes sdo pagas mensalmente

com base em um percentual da receita bruta (8% da receita bruta).

Esta sisteméatica de apuracdo é obrigatoria para pessoas juridicas cuja receita total
tenha sido superior a R$48 milhGes e, em funcdo do elevado faturamento das atividades de
E&P, é predominantemente adotado pelas petroleiras. Além disto, a ado¢do desta sistematica
pode ser justificada ainda pelo fato de que ela é a Gnica que permite a contabilizacdo de gastos
prévios (investimentos em exploracdo e desenvolvimento) na apuracdo dos resultados
tributaveis, além da possibilidade de compensacao de prejuizos fiscais apurados em exercicios
anteriores, 0 que permite otimizar o planejamento fiscal da empresa (Gutman, J., 2007).
Considerando a dimensédo dos lucros observados na industria do petréleo, pode-se considerar

que a aliquota de IRPJ aplicavel as empresas de E&P é de 25%.

Na apuracio do lucro real, sdo adicionados ao lucro liquido®do periodo de apuracéo

0s seguintes itens (cf. art. 249 RIR):

| - os custos, despesas, encargos, perdas, provisdes, participacdes e quaisquer outros valores
deduzidos na apuracdo do lucro liquido que, de acordo com este decreto ndo sejam dedutiveis

na determinacgéo do lucro real;

16Soma algébrica do lucro operacional, dos resultados ndo operacionais e das participacdes.
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Il - os resultados, rendimento, receitas e quaisquer outros valores ndo incluidos na apuracao
do lucro liquido que, de acordo com este Decreto, devam ser computados na determinagdo do

lucro real.

A CSLL, por sua vez, foi instituida em 1988 pela lei n® 7.689 e corresponde a uma
aliquota equivalente a 9%. Sua base de calculo é muito semelhante a do IRPJ, uma vez que
resulta do periodo-base, antes de computar a provisdo para seu proprio pagamento e ao
correspondente ao IRPJ, ajustado por adi¢des e exclusdes prescritas pela legislacao tributéria.
(Silvério das Neves e Paulo E. V. Viceconti, 1999)

A PIS e COFINS correspondem a contribuigdes parafiscais, no sentido de que suas
receitas ndo se misturam com as demais receitas do poder publico, ou seja, a atribuicdo da
arrecadacao € cometida pelo Estado a uma entidade dotada de autonomia administrativa e

financeira, e que arrecada e administra tais recursos.

No que se refere ao segmento de E&P, é importante notar que tanto PIS quanto
COFINS incidem sobre as vendas domésticas dos hidrocarbonetos produzidos e ainda sobre
o0s bens e servicos adquiridos (ndo contemplados pelo REPETRO) pelas empresas para que
possam promover suas atividades. A PIS foi originalmente criada em 1970 pela Lei
Complementar n°® 7 e, conforme disposto na Constituicdo de 1988, ela € destinada ao
financiamento do programa de seguro-desemprego e ao abono. Ja& a COFINS foi instituida em
1991 pela Lei Complementar n° 70.

Ambas as contribuicdes tém como fato gerador’o faturamento mensal, ou seja, a
receita bruta de venda de bens e servigos da pessoa juridica, independente do tipo de atividade
exercida e a classificacdo contabil adotada para as receitas. As receitas que ndo integram a
base de calculo sdo: (i) as isentas ou ndo alcancadas pela incidéncia da contribuicdo; (ii) as
ndo-operacionais, decorrentes da venda de ativo permanente; (iii) as auferidas na revenda de
mercadorias, em relacdo as quais a contribuicdo seja exigida da empresa vendedora; (iv) as
submetidas a incidéncia monoféasica da contribuicdo; (v) as referentes as vendas canceladas e
aos descontos incondicionais concedidos e as reversdes de provisdes e recuperacOes de
créditos baixados como perda que ndo representem ingresso de novas receitas, o resultado

positivo da avaliacdo de investimentos pelo valor do patriménio liquido e os lucros e

"No caso da importagéo de bens, a base de calculo sera o valor aduaneiro. No caso de importacdo de servicos, a
base de célculo serd o valor pago, creditado, entregue, empregado ou remetido para o exterior, antes da retencao
do imposto de renda, acrescido do ISS e do valor das proprias contribuigdes.
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dividendos derivados de investimentos avaliados pelo custo de aquisicdo que tenham sido

computados como receita.

No que se refere as aliquotas, nota-se um processo de mudanca das mesmas, uma
vez que durante a década passada, foi retirada a cumulatividade dos tributos. A aliquota
original da COFINS, por exemplo, era de 2% quando de sua criacdo. A partir da Lei n°® 9.718
de 1998, sua aliquota aumentou para 3% e, com a Lei 10.833 de 2003, a aliquota foi elevada a
7,6%, uma vez que decretava o fim de sua cumulatividade para as empresas que optassem
pela sistemética do lucro real. De modo semelhante, em 2002, a Lei n° 10.637 acabou com a
cumulatividade da PIS sobre a receita bruta para as empresas optantes pelo lucro real (nestes

casos, a aliquota passou de 0,65% para 1,65%).

Ao calcular o valor a ser recolhido, o contribuinte'® pode descontar créditos
oriundos da aquisi¢éo de bens e servigos utilizados como insumos na prestacéo de servicos ou
na fabricacdo de produtos, conforme disposto no art. 3° das Leis 10.637/2002 e 10.833/2003.

2.2.2.7. Tributos Indiretos

Os tributos indiretos sé@o aqueles que incidem sobre 0s investimentos e servigos
utilizados pelas empresas que realizam projetos de E&P. Estes tributos estdo presentes,
portanto, em todo o projeto de E&P, desde a fase de realizacdo do capex até o periodo de

producdo, em que o opex € mais significativo.

Dentre os principais tributos indiretos observados no Brasil estdo o Imposto Sobre
Servigos (ISS), o Imposto sobre operacdes relativas a circulagdo de mercadorias e sobre
prestacdo de servicos de transporte interestadual e intermunicipal e de comunicacdo (ICMS), a
Contribuicdo de Intervencdo no Dominio Econdmico (CIDE), o Imposto sobre Produtos
Industrializados (IPI) e o Imposto de Importacdo (I1). Existe ainda o Regime Aduaneiro
Especial de Exportacéo e Importagdo de Bens Destinados as Atividades de Pesquisa e Lavra
das Jazidas de Petrdleo e Gas Natural (REPETRO) que desonera a cobranca de impostos em

determinadas condicdes.

O ISS é um imposto de competéncia municipal presente na maior parte dos servicos

prestados para a industria do petr6leo®®. O ISS foi regulamentado pelo Decreto-Lei 406/1968,

18330 contribuintes da PIS e da COFINS as pessoas juridicas de direito privado em geral, exceto as
microempresas e empresas de pequeno porte sujeitas ao regime do Simples.
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introduzindo seu fato gerador, base de célculo, contribuinte e conceito de prestacdo de
Servigos, e que estabeleceu uma primeira lista de servicos sobre 0s quais o imposto incidiria (e

que foi alterada diversas vezes desde entdo).

A Lei Complementar n°® 116/2003 foi a ultima a estabelecer mudangas no ISS,
portanto, esta sera utilizada como referéncia para explanar sobre 0 mesmo. A lei apresenta
como fator gerador ndo somente a prestagdo dos servigos (presentes na lista) mas ainda
introduz a importacéo de servicos como um novo fator gerador. Além disso, esta lei inova ao
considerar como fato gerador a exportacdo de servigos desenvolvidos no Brasil quando o

resultado aqui se verificar.

A competéncia para tributar é do municipio correspondente ao local do
estabelecimento prestador?®® ou, na falta de estabelecimento, no municipio correspondente ao
domicilio do prestador do servico. A base de céalculo do imposto é o preco do servico
prestado?’. E a aliquota do mesmo possui limites maximos e minimos. A aliquota maxima foi

estabelecida em 5%, conforme a Lei Complementar 116/2003.

A aliquota minima, por sua vez, foi definida pela Emenda constitucional n® 37/2002
em 2% e incide exclusivamente sobre servicos de reparacdo, conservacdo e reforma de
edificios, estradas pontes portos e congéneres, sobre servigos de demolicdo e sobre servicos
de Execucdo por administracdo, empreitada ou subempreitada, de construcdo civil, de obras
hidraulicas e outras obras semelhantes e respectiva engenharia consultiva, inclusive servigos

auxiliares ou complementares (itens 32, 33 e 34 do Decreto-Lei n° 406/1968).

O ICMS, por sua vez, € um imposto de competéncia dos Estados e do Distrito Federal,
sendo responsavel pela arrecadacdo de um consideravel volume de recursos da industria do
petroleo. Tal capacidade de arrecadacdo na industria do petréleo é justificada pelo fato de que
sua aliquota é elevada e seu fato gerador é a circulacdo de mercadorias (tanto de bens e

19 Servigcos em terra, servicos na plataforma continental, oleodutos e gasodutos (neste caso o imposto ndo é
devido ao municipio do estabelecimento prestador, mas a cada municipio cortado pelo duto), leasing, reboque de
navios e afretamento.

200 Art. 4° evidencia que o estabelecimento prestador é o local onde o contribuinte desenvolve a atividade de
prestar servicos, de modo permanente ou temporéario, e que configure unidade econémica ou profissional, sendo
irrelevante para caracteriza-lo as denominacdes de sede, filial, agéncia, posto de atendimento, sucursal, escritdrio
de representacdo ou contato ou quaisquer outras que venham a ser utilizadas. Tal conceito foi esclarecido em lei
de modo a evitar que algumas empresas instalassem suas sedes em “paraisos fiscais”, mas desenvolvessem suas
atividades de prestacdo servicos em outros locais.

21 Tudo o que for cobrado em virtude da prestacéo do servigo, em dinheiro, bens, servicos ou direitos, seja na
conta ou ndo, inclusive a titulo de reembolso, reajustamento ou dispéndio de qualquer natureza.
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materiais para o desenvolvimento das atividades do setor, quanto no transporte de petréleo e
gés produzidos) e a entrada de mercadoria importada.

O ICMS foi instituido pela Constituicdo de 1969, resultando de um aprimoramento do
ICM ao considerar servigos de transporte interestaduais e comunicagdes. Este imposto é ndo
cumulativo, ou seja, incide sobre o valor adicionado em cada operacdo de circulacdo de
mercadorias. Seu processo de célculo envolve um sistema no qual o contribuinte verifica o
total de débitos (contabilizados no momento em que o produto final sai do estabelecimento) e
créditos (contabilizados no momento da aquisicdo das mercadorias) relativos ao ICMS e deve

recolher a diferenca caso a soma dos primeiros seja maior que a soma dos ultimos.

A aliquota do ICMS varia de acordo com a legislacdo de cada Unidade da Federacéo,
existindo, portanto, uma infinidade de aliquotas. A aliquota pode ser de natureza interna,
interestadual, e de exportacdo. A aliquota interna é assim denominada uma vez que incide
sobre operacdes realizadas dentro de um mesmo estado ou que destinem bens ao consumidor
final localizado em outro estado. As aliquotas interestaduais (7% para operacdes realizadas no
Sul e no Sudeste e destinadas as demais regifes e ao Estado do Espirito Santo de 12% para as
demais operacBes) e de exportacdo?® (13%) foram definidas no Senado Federal através da
Resolugéo no 22 de 1989.

No que se refere as operacOes interestaduais de petroleo, é importante enfatizar que o
ICMS ndo incide sobre operagdes que destinem a outros Estados petroleo, inclusive
lubrificantes, combustiveis liquidos e gasosos dele derivados, e energia elétrica. Este tributo
privilegia a tributacdo no Estado de destino destas mercadorias (constituindo, portanto, uma
excecdo a regra de que a arrecadacdo deve ser feita pelo Estado de origem), esta regra gera
um grande descontentamento dos Estados produtores e petroleo e derivados.

A CIDE, por sua vez, é uma contribuicdo que incide sobre a importacdo e
comercializacdo de petréleo e seus derivados, gas natural e seus derivados e alcool etilico
combustivel. Esta foi instituida pela Lei n°® 10.336/2001 e, pela redacdo da Lei 10.636/2002,
foram estabelecidas as respectivas aliquotas (para o mercado interno) conforme listadas no

artigo 5° da primeira.

22 Conforme a EC 42 de 2003, o ICMS néo incidira sobre operagdes que destinem mercadorias para o exterior
nem sobre servigos prestados a destinatarios no exterior, assegurada a manutengdo e o aproveitamento do
montante do imposto cobrado nas operacOes e prestaces anteriores.
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O Imposto sobre Produtos Industrializados (IP1), por sua vez, é um imposto ndo
cumulativo, de competéncia da Unido e que foi estabelecido pela Constituicdo Federal e é
atualmente regulamentado pelo Decreto n°7.212/2010. Este imposto constitui uma das
principais formas de arrecadacdo da Unido (perdendo apenas para o Imposto de Renda) e
além da funcdo fiscal, este imposto é utilizado como instrumento de politica econémica. No
que se refere a industria o petrdleo, o IPI incide sobre a producdo dos bens industrializados

fornecidos as empresas de petrdleo para as atividades de E&P?3 no Brasil.

O IPI nédo incide sobre bens industrializados destinados ao exterior. Esta imunidade é
importante para o caso de bens “repetraveis” nacionais (bens produzidos nacionalmente,

exportados e que ingressam no Brasil via regime de admissdo temporaria).

O IPI tem como fato gerador: (i) o seu desembaraco aduaneiro, quando de procedéncia
estrangeira; (ii) a sua saida dos estabelecimentos a que se refere o paragrafo Unico do artigo
51; (iii) a sua arrematacdo, quando apreendido ou abandonado e levado a leildo (art. 46 do
CTN). Sua base de célculo do IPI depende do fato gerador correspondente. Caso o fato
gerador seja a importacao de produto estrangeiro, a base de calculo sera constituida do preco
normal do produto, acrescido do Imposto de Importagdo, das taxas exigidas para a entrada do
produto no pais e dos encargos cambiais efetivamente pagos pelo importador.

No caso da saida do produto dos estabelecimentos dos contribuintes?®, a base de
calculo do IPI serd o valor da operacdo correspondente a saida da mercadoria ou, na falta
deste valor, o preco corrente da mercadoria ou sua similar no mercado atacadista da praca do
remetente. No caso de arrematacdo em leildo de produtos apreendidos ou abandonados, a base

de célculo é o valor correspondente a arrematacdo do mesmo.

As aliquotas do IPI estdo dispostas na TIPI (Tabela de Incidéncia do Imposto sobre
Produtos Industrializados)?® conforme definido pelo Decreto n°7.660/2011, que considera
uma infinidade de produtos existentes e determina uma aliquota de acordo com sua

essencialidade.

O Imposto de Importacgdo (11), também é de competéncia da Unido e é essencial para a

arrecadacao do governo brasileiro, uma vez que existe uma gama de equipamentos e servicos

230 IPI ndo incide sobre a venda de petréleo e gas natural nem sobre seus derivados, uma vez que ndo sdo
produtos industrializados.

24 O conceito de contribuinte, conforme art. 51 do CTN, engloba o importador, o industrial, o comerciante de
produtos sujeitos ao IPI e que os forneca ao industrial e, por fim, o arrematante.

ZDisponivel em: http:/sijut.fazenda.gov.br/netahtml/sijut/SijutintAsp/ATTIP100.htm
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importados a fim de realizar as atividades de E&P. Assim como o IPI, o Il exerce uma fungéo
extrafiscal, uma vez que é utilizado como instrumento de politica econdmica do governo.

Suas aliquotas podem ser assim modificadas mediante atos do Poder Executivo.

O fato gerador do Il, conforme disposto no art. 19 do CTN, é a entrada de bens
estrangeiros em territério nacional (ndo sendo relevante a existéncia de um negdcio juridico
ou transferéncia de propriedade, mas sim a entrada fisica da mercadoria). O imposto é
calculado em moeda nacional a taxa de cambio vigente no momento da ocorréncia do fato

gerador.

De acordo com o CTN, a base de célculo do Il é: (i) quando a aliquota seja
especifica®®, a unidade de medida adotada pela lei tributaria; (ii) quando a aliquota seja ad
valorem?’, o preco normal que o produto, ou seu similar, alcancaria ao tempo da importac&o,
em uma venda em condigdes de livre concorréncia, para entrega no porto ou lugar de entrada
do produto no pais; (iii) quando se trate de produto apreendido ou abandonado, levado a
leildo, o preco da arrematacdo. O contribuinte sera o importador (ou quem a lei a ele

equiparar) e o arrematante de produtos apreendidos ou abandonados.

Finalmente, o REPETRO é um regime aduaneiro especial que possui a finalidade de
desonerar de tributos federais (112, IP12°, PIS/ICOFINS®%)3! ao fornecimento de bens para a
exploracdo e producdo de petroleo e gas natural. Sob a égide do REPETRO, o fornecedor
nacional é desonerado do pagamento de IPI, PIS e COFINS, enquanto os bens importados sdo

exonerados do pagamento de 11, IPI, PIS e COFINS.

2% Neste caso ¢ definido um quantum, fixo por unidade (por exemplo, x reais por tonelada de maquina).

27 Ou seja, o imposto corresponde a uma porcentagem do valor da mercadoria importada. Este valor, por sua vez,
é o valor citado nas notas fiscais expedidas no lugar de embarque das mercadorias somado as despesas de seguro
e frete até o local de destino.

28Seja no caso do fabricante nacional vendendo seus bens repetraveis, seja na importagéo de bens repetraveis via
drawback suspensdo e via admissdo temporaria, ocorre a suspensdo total do pagamento do Imposto de
Importacéo.

Como disposto na Constituicdo Federal, o IPI ndo incidird sobre produtos industrializados destinados ao
exterior. Na importacdo de bens repetraveis, de acordo com o Regulamento aduaneiro, o IP1 ndo incide sobre os
bens cujas operacdes estdo sob a égide do REPETRO.

30Como determinado pela Constituicdo Federal a contribuicdo para PIS e COFINS ndo incidem sobre as receitas
decorrentes das operacdes de exportacdo de mercadorias para o exterior. Além disso, no caso dos bens sujeitos
ao REPETRO, esses tributos ndo sdo aplicaveis.

3IE importante notar que o ICMS é de competéncia Estadual e, portanto, ndo é contemplado pelo REPETRO. No
gue tange a exportacdo ficta, portanto, ha cobranca de ICMS por parte dos Estados. No que tange a importagéo,
via regime de admissdo temporaria, os Estados tém concedido a isengdo do ICMS, com fulcro no Convénio
ICMS 58/99.
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O regime aduaneiro especial estava previsto na Lei n° 9.478/1997, uma vez que
abertura do setor de E&P no Brasil implicaria na necessidade de aumento da importacdo de
equipamentos e havia uma preocupacao sobre a atratividade do setor para as petroleiras
internacionais. Entdo o REPETRO foi instituido pelo Decreto n® 3.161/1999, apds a abertura
do setor de E&P no Brasil, e foi revogado pelo Decreto 4.543/2002 (que sofreu uma série de
alteracdes e revogagdes) e encontra-se atualmente disciplinado pela Instru¢cdo normativa RFB
n°1.415 de 2013.

Conforme definido no Regulamento Aduaneiro, o0 REPETRO se aplica aos
equipamentos estrangeiros que ingressam temporariamente no Brasil, as matérias-primas e
produtos estrangeiros que ingressam via drawback, e aos equipamentos nacionais e suas
partes ou pecas de reposicdo (que sdo exportados mas retornam via regime de admisséo

temporaria).

Assim, o REPETRO adota dois regimes aduaneiros especiais: o Drawback e a
Admissao temporaria. O regime de admissdo temporaria esta disposto na Lei n° 9.430/1996 e
permite que os bens e equipamentos vindos do exterior permanecam no Brasil, por periodo
pré-determinado, sem pagar os impostos que incidem sobre a importagdo ou com pagamento
proporcional ao tempo de permanéncia no pais. Sob a égide do REPETRO, a admisséo
temporaria ¢ aplicavel tanto para bens “repetraveis” estrangeiros quanto para bens nacionais
(apds exportacdo ficta). A Medida Proviséria no 2.189-49 de 2001 prevé a possibilidade do

Poder Executivo, mediante Decreto, aplicar a isengéo fiscal completa.

A lei prevé que o regime de admissdo temporaria é aplicavel até 31 de dezembro de
2020. Entretanto, existe uma compreensdo de que € provavel que o REPETRO seja
prorrogado, uma vez que, em sua auséncia a carga tributaria incidente sobre os gastos de
desenvolvimento passaria de 15% para 40%. Considerando ainda que nesta etapa do projeto
ndo ha receitas geradas pelo mesmo, a auséncia do REPETRO poderia inviabilizar varios

projetos de E&P em cenarios de preco do barril desfavoraveis.

O prazo de vigéncia, para cada projeto de E&P, € definido nos contratos de concessao,
partilha, autorizacdo ou cessdo, conforme a IN RFB1.415/2013. Caso o0s bens sob admissdo
temporaria forem objeto de contratos de arrendamento operacional, aluguel ou empréstimo, o
prazo de vigéncia do regime se limita ao prazo de vigéncia de tais contratos. No caso de
embarcacao, o prazo de vigéncia do regime respeita o prazo de validade da autorizacdo do
Orgao competente da Marinha.
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Além da admissdo temporaria, o Regulamento Aduaneiro prevé a aplicacdo do
drawback suspensédo (concedido pela Secretaria de Comércio Exterior) para a importacdo de
matérias-primas, produtos semi-elaborados ou acabados e de partes ou pecas, utilizados na
fabricacdo dos bens repetraveis a serem exportados, com saida ficta do territorio aduaneiro e
posterior aplicacdo do regime de admissdo temporéria. O prazo de vigéncia do regime,
conforme estabelecido pelo Regulamento Aduaneiro, € de 1 ano, sendo permitida uma unica
prorrogacdo (de 1 ano). No caso de importacdo de mercadorias destinadas a producéo de bens

de capital de longo ciclo de fabricacéo, o prazo é de 5 anos.

Os bens contemplados pelo REPETRO estdo especificados no anexo unico da IN
RFB1.415/2013. E importante especificar que os bens que sdo objeto de leasing financeiro,
bem como os que ndo estdo diretamente relacionados as atividades de lavra e pesquisa de
petréleo e gas natural, ndo sdo contemplados com 0 REPETRO.

O esquema de operagdes relacionada a aplicagdo do REPETRO pode ser observado na

seguinte figura.

Figura 4 — Esquema de Operacdes REPETRO
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Fonte: Adaptado de Gutman, 2007

2.2.3. Processo de Outorga dos Direitos de Lavra e Pesquisa

No caso do regime de concesséo, 0 processo de outorga do direito de exploracdo para
uma dada empresa ou consércio de empresas de petréleoé realizado através de rodadas de
licitagbes. Tais rodadas de licitacdo, utilizam o leildo como instrumento de selecdodas

empresas que serdo responsaveis pela exploracdo, desenvolvimento e producdo do petrdleo
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(caso seja confirmada sua presenca em volumes tais que tornem sua producdo
economicamente viavel). No momento do leildo, as empresas ou consorcios interessados na
exploracdo do campo apresentam nao apenas o valor do bdnus de assinatura a ser pago, mas
também o Programa Exploratério Minimo e o compromisso com a aquisicdo de bens e
servicos da industria nacional. Segundo estes critérios, é definido o consércio vencedor. Desta
forma, estes investidores adquirem o direito de explorar o bloco leiloado e de se apropriar do
petrleo e gas produzido e, em contrapartida, assumem 0s riscos, tributos e custos

caracteristicos da atividade de E&P.

E importante notar que, no caso do regime de concessio, apesar da titularidade das
reservas de hidrocarbonetos continuarem sendo do Estado, o produto da lavra passa a ser
considerado,integralmente, propriedade das empresas exploradoras. Além disso, a Petrobras
passou a atuar como qualquer outra empresa privada, ndo exercendo qualquer tipo de

privilégio em relacdo as empresas privadas nacionais ou estrangeiras.

De modo geral, pode-se afirmar que o modelo de concessdes implantado para as
atividades de E&P no Brasil geraram profundas transformacdes no setor. O novo arcabouco
regulatorio permitiu a participacdo de empresas estrangeiras e, em consequéncia disto, o setor
adquiriu um maior dinamismo, gerou mais empregos e apresentou avancos desde ent&o.
Entretanto, a descoberta das volumosas reservas do pré-sal, levou os agentes do governo a
discutir sobre a necessidade de novas mudancas, a fim de fazer destas reservas uma

plataforma de desenvolvimento do pais.
2.3. O Regime de Partilha

A criacdo do arcabouco regulatorio correspondente ao regime de Partilha de producao
e das respectivas instituicdes necessarias para o funcionamento do novo regime, ao contrario
do que foi verificado quando da implementacdo do regime de Concesséao, nao foi dado através
de uma Unica lei. O regime de Partilha da producdo foi instituido em dezembro de 2010, a
partir da aprovacdo da Lei n° 12.351, que também institucionalizou o Fundo Social e atribuiu,
no ambito do novo regime regulatorio, novas funcdes as instituicbes criadas pela lei n°
9.478/1997. Ja a PPSA (Empresa Brasileira de Administracdo de Petroleo e Gas Natural S.A.
— Pré-sal Petroleo S.A.), responsavel pela gestdo dos contratos de partilha de producdo e dos
contratos de comercializagdo dos hidrocarbonetos da Unido, foi criada a partir da Lei n°
12.304/2010.
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Assim como foi feito no item anterior, este item serd subdividido em trés partes que
discutirdo, respectivamente: o arranjo institucional e as mudancas das atribui¢des da ANP e
do CNPE e do MME em relacdo aos novos contratos; o aparato fiscal que caracteriza 0s
deveres dos consércios que operam um projeto regulado de acordo com o regime de Partilha,
e; 0s processos de outorga dos direitos de lavra e pesquisa de campos do Pré-sal e de areas

especiais de acordo com a nova legislacao.
2.3.1. Arranjo Institucional

Dentre as principais caracteristicas do novo arranjo institucional estdo a criacdo de
uma empresa para gerir os recursos da partilha destinados & Unido (a PPSA) e as novas
funcBes atribuidas aos 6rgaos criados quando do estabelecimento do regime de concessdo (a
ANP e 0 CNPE).

A PPSA foi instituida pela lei n° 12.304/2010 como uma empresa vinculada ao
Ministério de Minas e Energia. E importante enfatizar que a mesma no exerce qualquer
funcdo de exploracdo, desenvolvimento ou producéo de hidrocarbonetos. Seu papel se limita
a: representar a Unido nos consorcios formados para a execucao dos contratos de partilha de
producdo e de comercializagdo com agentes da industria; defender os interesses da Unido nos
comités operacionais; avaliar, técnica e economicamente, planos de exploracéo, de avaliacéo,
de desenvolvimento e de producéo de hidrocarbonetos, bem como fazer cumprir as exigéncias
contratuais referentes ao contetdo local; monitorar e auditar a execucdo de projetos de
exploracdo, avaliacdo, desenvolvimento e producdo de petrdleo, de gas natural e de outros
hidrocarbonetos fluidos; monitorar e auditar os custos e investimentos relacionados aos
contratos de partilna de producédo; e fornecer & ANP as informacles necessarias as suas

funcdes regulatdrias.

Um aspecto muito importante da PPSA é que suas fungdes proporcionam ao governo
um consideravel controle sobre as decisGes de investimento num determinado projeto. Em
primeiro lugar, a estatal funciona como um socio para todos os empreendimentos de E&P no
pré-sal que, entretanto, ndo aloca recursos nos mesmos. Neste sentido 0 governo, representado
pela PPSA, é capaz de se apropriar diretamente dos recursos gerados pelo projeto (parcela do
excedente em 6leo que Ihe cabe). Em segundo lugar, como membro do comité operacional
dos projetos, a PPSA tem o poder de veto, o que exemplifica o instrumento de controle que o

governo possui nos projetos do pre-sal atraves da PPSA.
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No &mbito contratual do Regime de Partilha, foram atribuidas novas funcbes a ANP e
ao CNPE. Além daquelas atribuicbes verificadas para o regime de concessdo, o CNPE
acumulou tarefas tais como: definir os blocos que serdo objeto de concessédo ou de partilha de
producdo, conforme estabelecido pela Lei n° 12.351 de 2010; estabelecer diretrizes para a
importacdo e exportacdo, de maneira a atender as necessidades de consumo interno de
petroleo e seus derivados, biocombustiveis, gas natural e condensado, e assegurar o adequado
funcionamento do Sistema Nacional de Estoques de Combustiveis e 0 cumprimento do Plano
Anual de Estoques Estratégicos de Combustiveis; definir a estratégia e a politica de
desenvolvimento econdmico e tecnoldgico da inddstria de petroleo, de gas natural, de outros
hidrocarbonetos fluidos e de biocombustiveis, bem como da sua cadeia de suprimento,
conforme a Lei n°12.490 de 2011; induzir o incremento dos indices minimos de contetdo
local de bens e servicos, a serem observados em licitagdes e contratos de concessdo e de

partilha de producdo conforme estabelecido pela Lei no 12.351 de 2010.

Além disso, a Lei n° 12.451 de 2010 define que cabe ao CNPE propor ao Presidente da
Republica: o ritmo de contratagdo dos blocos sob o regime de partilha de producéo,
observando-se a politica energética, o desenvolvimento e a capacidade da industria nacional
para o fornecimento de bens e servicos; 0s blocos que serdo destinados a contratacdo direta
com a Petrobras sob o regime de partilha de producdo; os blocos que serdo objeto de leildo
para contratacdo sob o regime de partilha de producdo; os parametros técnicos e econémicos
dos contratos de partilha de producéo; a delimitacdo de outras regides a serem classificadas
como area do pré-sal e areas a serem classificadas como estratégicas, conforme a evolucéo do
conhecimento geoldgico; a politica de comercializacdo do petréleo destinado a Unido nos
contratos de partilha de producdo; e a politica de comercializagdo do gas natural proveniente
dos contratos de partilha de producdo, observada a prioridade de abastecimento do mercado

nacional.

As novas atribuicdes da ANP possuem a mesma natureza, ou seja, estdo relacionadas
ao seu papel sobre o regime de Partilha, cujas determinacGes foram estabelecidas pela Lei n°
12.351 de 2010. Neste sentido, a principal atribuicdo da ANP neste novo contexto regulatorio
(além das suas atribuicOes j& estabelecidas antes da criagdo do regime de Partilha) é de
promover estudos visando a delimitacdo de blocos, para efeito de concessdo ou contratacao
sob o Regime de Partilha de produgéo das atividades de exploragcdo, desenvolvimento e
producdo (redagéo dada pela Lei n® 12.351, de 2010).


http://www.planalto.gov.br/ccivil_03/_Ato2007-2010/2010/Lei/L12351.htm#art62
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Além desta, podem ser citadas as seguintes competéncias da autarquia: promover
estudos técnicos para subsidiar o Ministério de Minas e Energia na delimitacdo dos blocos
que serdo objeto de contrato de partilha de producéo; elaborar e submeter a aprovacdo do
Ministério de Minas e Energia as minutas dos contratos de partilha de producéo e dos editais,
no caso de licitacdo; promover as licitacGes previstas no inciso Il do art. 8° da Lein® 12.351;
fazer cumprir as melhores préaticas da industria do petréleo; analisar e aprovaros planos de
exploracdo, de avaliacdo e de desenvolvimento da producdo, bem como os programas anuais
de trabalho e de producdo relativos aos contratos de partilha de producdo; e regular e

fiscalizar as atividades realizadas sob o regime de partilha de producéo.

O Ministério de Minas e Energia, por sua vez, ficou com a responsabilidade de:(i)
planejar o aproveitamento do petréleo e do gas natural; (ii) propor ao CNPE, ouvida a ANP, a
definicdo dos blocos que serdo objeto de concessdo ou de partilha de producéo; (iii) propor ao
CNPE: os critérios para definicdo do excedente em 6leo da Unido; o percentual minimo do
excedente em oOleo da Unido; os limites, prazos, critérios e condicdes para o célculo e
apropriacdo pelo contratado do custo em dleo e do volume da produgdo correspondente
aos royalties devidos; o contetdo local minimo e outros critérios relacionados ao
desenvolvimento da industria nacional; o valor do bonus de assinatura, bem como a parcela a
ser destinada a PPSA; (iv) estabelecer as diretrizes a serem observadas pela ANP para
promocdo da licitacdo, bem como para a elaboracdo das minutas dos editais e dos contratos de
partilha de producédo; e (v) aprovar as minutas dos editais de licitacdo e dos contratos de
partilha de producdo elaboradas pela ANP.

A relacgdo institucional do sistema de Partilha pode ser organizada conforme exposto

pela seguinte figura:
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Figura 5 — Arranjo Institucional do Sistema Regulatério de Partilha no Brasil
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Fonte: MME

Este arcabouco institucional configura uma grande capacidade de controle do governo
sobre os projetos de E&P no Pré-sal. Se por um lado o governo possui poder de veto no
comité gestor através da PPSA, por outro, 0 mesmo possui, através da ANP, o poder de
fiscalizar e cumprir medidas punitivas relacionadas as atividades em questdo. Por exemplo,
existe a possibilidade da ANP recusar a contabilizacdo de alguns elementos apresentados
como constituintes do custo em 6leo pelo comité gestor. Este tipo de possibilidade é uma
consequéncia direta da consideravel capacidade de controle do governo sobre o processo
decisorio nos projetos de E&P. Tal capacidade de gera incertezas para 0s investidores e,
consequentemente, reduz a atratividade do projeto, uma vez que as decisdes tomadas pelo
governo podem eventualmente contrariar o planejamento feito pelas empresas de petréleo que

participam no projeto.
2.3.2. Aparato Fiscal

O aparato fiscal verificado no regime de partilha € muito semelhante ao descrito no
item dedicado ao regime de concessao. No que se refere aos tributos diretos (IRPJ, CSLL, PIS
e COFINS) e indiretos (CIDE, ICMS, ISS, IPI, Il e IOF) descritos anteriormente, o fato

gerador, a base de incidéncia, as aliquotas, isen¢fes observadas no caso de Partilha séo
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similares aqueles verificados no caso de concessdo. Entretanto, existem diferencas
fundamentais nas aliquotas verificadas na arrecadacdo de royalties, na determinacdo do bénus
de assinatura e na definicdo de uma nova forma de arrecadacdo progressiva®® (o fator de

partilha) que, no caso da concessdo é observado pela participacéo especial.

De acordo com a lei que instituiu 0 novo regime, o contratado exerce por sua conta e
risco as atividades de exploragdo, avaliacdo, desenvolvimento e producdo, adquirindo o
direito de se apropriar do custo em 6leo, do volume de producdo correspondente aos royalties
devidos e de uma percentagem do excedente em 6leo de acordo com os termos estabelecidos
em contrato (em caso de descoberta comercial). Neste sentido, é importante introduzir
conceitos que eram inexistentes no arcabouco regulatério brasileiro. O custo em dleo é o
termo utilizado para se referir a parcela da producdo correspondente ao custo e aos
investimentos realizados na execucéo do projeto de E&P. Ja o excedente em 6leo corresponde
a parcela da producdo correspondente a diferenca entre a producéo total de hidrocarbonetos e

as parcelascorrespondentes ao custo em 6leo e as participacdes governamentais.

Uma primeira diferenca em termos de aliquota pode ser constatada nos royalties.
Conforme estabelecido na Lei n°® 12.351 de 2010, a aliquota dos royalties cobrada nos
contratos de partilha € de 15% (enquanto no caso da concessao equivale a aliquota se situa
entre 5% e 10%). Esta diferenca, como sera observado no capitulo 3, € muito significativa ao

se analisar o montante de royalties arrecadados num projeto do pré-sal de grandes dimensdes.

A grande inovacdo da forma de arrecadacdo do governo no regime de partilha é a
adocdo do fator de partilha, que corresponde a parcela do excedente em 6leo que deve ser
entregue pelo consorcio para o governo (representado pela PPSA). A partir do valor definido
em leildo, o fator de partilha varia com diferentes combinacdes de preco e produtividade.
Conforme ilustrado na seguinte tabela, dado o fator de partilha definido no leildo®, é
acrescentado um valor percentual ao fator de partilha de referéncia quando forem observados
cenarios que combinem preco e produtividade maiores que aqueles correspondentes ao preco
e produtividade de referéncia, enquanto se subtrai um valor percentual do fator de partilha

definido no leildo em cenério de preco e produtividade mais desfavoraveis.

32Um tributo ou qualquer forma de arrecadagéo do governo e dito progressivo quando sua aliquota aumenta em
resposta a um aumento de sua base de incidéncia.

33Como sera detalhado posteriormente, o lance a ser dado do leildo é o valor percentual correspondente ao fator
de partilha.



75

Desta forma, se por um lado em cendrios mais desfavoraveis de preco e produtividade,
o fator de partilha se reduz, por outro lado, o fator de partilha aumenta em cenérios que
combinam preco e produtividades mais elevados. Tal mecanismo de progressividade € muito
importante ndo apenas para reduzir o énus sofrido pelo consércio em situagfes em que a
combinacdo preco/produtividade caracteriza um cenario ruim, mas permite gerar uma maior

arrecadacdo do governo em casos nos quais tal combinagéo é vantajosa.

Tabela 7 — Percentual Minimo de Excedente em Oleo para a Uni&o

BB oF-665% OF-1585%  OF-962% OF-633% OF-426% OF-256% OF-148% OF-086% OF-029% OF+023% OF+069% OF+L11%
OOl oF-2545% OF-1285% OF-751% OF-470% OF-292% OF-146% OF-054% OF-000% OF+048% OF+0,92% OF+132% OF+168%
TGl oF-1044% OF-886%  OF-471% OF252% OF-114% OF-000% OF+071% OF+113% OF+151% OF+185% OF+216% OF+2M%
Gl oF1295% OF632%  OF-292%  OF-113% OF OF+093% OF+151% OF+186% OF+217% OF+245% OF+270% OF+293%
ST or-1180% OF-456%  OF-169% OF-017% OF+079% OF+L57% OF+207% OF+236% OF+262% OF+286% OF+307% OF+326%
TS o060 OF327% | OF-078% OF+053% OF+136% OF+204% OF+247% OF+272% OF+295% OF+316% OF+334% OF+351%
SO oF59/%  OF-118%  OF+069% OF+168% OF+230% OF+281% OF+313% OF+332% OF+349% OF+365% OF+373% OF+391%

OF = Valor Ofertado
Fonte: ANP

2.3.3. Processo de Outorga dos Direitos de Lavra e Pesquisa

Pinto Jr e Tolmasquim (2011) apontam que dos cerca de 120 mil km?2de éarea total do
pré-sal, 41 mil km?jaforam concedidos, dado que esta area cobre os blocos ja licitados da
Bacia de Campos. Assim, 0 governo optou por respeitar 0s contratos existentes enquanto os
79 mil km?de area restante serdo leiloados de acordo com as regras estabelecidas para o

regime de Partilha.

De acordo com a lein® 12.351/2010, a escolha de uma empresa ou de um consércio de
empresas para conceder o direito de exploracdo de um determinado campo do Pré-sal ou de
areas estratégicas pode ocorrer de duas formas diferentes: por contratacdo direta da Petrobras,
sem licitacdo, ou; mediante licitacdo na modalidade leildo. No primeiro caso, o contrato de
Partilha é celebrado diretamente com a Petrobras, conforme o CNPE e a Presidéncia da
Republica julgarem tal decisdo como conveniente para preservar o interesse nacional e

atender os demais objetivos de politica energética. (Lei 12.351/2010)

No caso da licitacdo, o processo de outorga se da atraves de um leildo. Este, entretanto,
possui uma estrutura muito diferente daquele observado nas rodadas de licitacdo de campos
sujeitos ao regime de concessdo. Em primeiro lugar, a Petrobras néo participa do leildio como
qualquer outra empresa interessada na exploracdo do campo. De acordo com o que foi
estabelecido na lei n° 12.351/2010, independente do resultado do leildo, a participacdo da

Petrobras em todos os consorcios que operardo um campo do Pré-sal ou de areas estratégicas
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sera de pelo menos 30%. Além destes 30%, a Petrobras pode participar do leildo e adquirir
uma maior participagdo no projeto. Grosso modo, isto significa dizer que o leildo aberto a
participacdo de empresas privadas nacionais ou estrangeiras corresponde apenas a 70% do

campo ou das operacdes do mesmo.

Este desenho do leildo traz uma série de aspectos que revelam a ineficiéncia do
mesmo. Uma primeira critica cabivel neste sentido se refere ao fato de que o leildo ndo
apresenta o aspecto competitivo verificado nos leildes do regime de concessdo. O fato da
Petrobras ser a operadora unica dos projetos Ihe concede um peso muito significativo nos
leildes. A experiéncia do leilio do campo de Libra evidencia que este modelo inibe a
participacdo de outros consorcios, que nao aquele no qual a Petrobras esta inserida. Isto tem
como efeito a ado¢do contratual do fator de partilha minimo estabelecido no edital de licitagdo
e, portanto, representa um custo de oportunidade consideravel, uma vez que, se o leildo fosse

competitivo, o governo poderia fechar o contrato com um fator de partilha mais elevado.

Outra diferenca importante em relacéo aos leil6es realizados para o caso do regime de
concessao, € que o bonus de assinatura é previamente estabelecido pelo governo. Assim, em
vez do bonus de assinatura constituir o lance a ser ofertado pelo direito de explorar o campo
de petroleo e, portanto, constituir um objeto central no leildo, ele se torna apenas uma

obrigacdo cujo montante € definido pelo governo.

Neste caso, o fator de partilha, ou seja, a porcentagem da producdo do petréleo que
sera entregue a PPSA se torna o principal critério para a escolha do consércio vencedor (o
contrato de partilha é firmado com o consorcio que oferecer o maior fator de partilha, a partir
do minimo estabelecido pelo governo). Assim, 0 governo se apropria dos mesmos elementos
listados no caso de concessdo (exceto participacdo especial, pois ndo se aplica a este caso) e
do excedente em 6leo que lhe cabe, conforme definido no contrato de partilha de cada campo

leiloado.

No caso do leildo de Libra, a definicdo de um elevado bbnus de assinatura pelo
governo ilustra que o mesmo priorizou a maximizagéo da arrecadacéo no curto prazo®*, dado
que o campo de Libra possui caracteristicas muito positivas (por exemplo, o elevado volume

de recursos estimados) e, portanto, constitui um projeto muito atrativo para as empresas (0

34Aliado a isso, a determinagdo prévia do bonus de assinatura num nivel tdo elevado (R$15 bilhdes) pode ser
explicada pelo delicado momento fiscal do governo no ano de 2013.
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que garantiria a existéncia de pelo menos um consorcio disposto a pagar o valor do bénus de
assinatura exigido).

Além disso, provavelmente, a determinacdo prévia do bodnus de assinatura foi
intencionalmente adotada, uma vez que 0s agentes do governo possam ter percebido que a
figura da Petrobras como operador Unico implicaria na baixa competitividade do leildo e que,
portanto, o valor do bonus ndo seria tdo elevado quanto desejado caso 0 mesmo fosse um

critério de selecdo do consércio vencedor.

Neste sentido, é importante observar que o fato de que o valor minimo do fator de
partilha (41,6%) ter sido de fato adotado pelo consorcio vencedor (e Unico consorcio que
apresentou uma proposta de exploracdo do bloco), ilustra exatamente a baixa competitividade
do leildo e, portanto, que o governo deveria estabelecer um valor elevado de bdnus de

assinatura (como o fez) se desejava obter uma elevada arrecadacéo no curto prazo.

Apesar da concorréncia nula observada no leildo de Libra, o governo apontou
satisfacdo com o resultado do mesmo uma vez que: (i) conseguiu arrecadar um importante
montante de recursos de curto prazo (bdnus de assinatura); (ii) as estimativas de arrecadacéo
de longo prazo sdo positivas®®, e; (iii) possui uma capacidade expressiva de participar no

processo decisério do projeto.

Entretanto, é importante dirigir uma segunda critica a este modelo de leildo. A
capacidade de arrecadacé@o do governo e o formato do leildo de Libra ndo podem ser aplicados
em todos os campos do Pré-sal. O perimetro do Pré-sal possui ndo apenas campos gigantes e
com grande potencial de producdo, mas ainda campos de dimensdes menos significativas e
campos marginais. A atratividade econdmica dos Ultimos € muito distinta dos primeiros e,
portanto, seria interessante, sendo essencial para o sucesso do processo de licitacdo, que 0
leildo possua um desenho diferente.

Conforme o IBP aponta®, o arcabouco institucional referente ao regime de Partilha
brasileiro apresenta uma série de limitagbes de natureza tal que pode prejudicar o
desenvolvimento do setor de E&P no Brasil. Dentre estes fatores estdo: (i) a figura do
operador Unico; (ii) o poder de veto e obrigacdes da PPSA, e; (iii) restricdes quanto a

recuperacao de custos.

% No capitulo 3 serdo apresentados estes valores estimados de acordo com o modelo desenvolvido por
pesquisadores do Grupo de Economia da Energia da UFRJ em parceria com o IBP.
% Ver IBP (2014).
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A figura do operador Unico pode prejudicar o setor uma vez que o0 ritmo de
investimentos no Pré-sal pode ser reduzido em virtude do consideravel montante de recursos
financeiros a ser investido para o desenvolvimento de uma variedade de blocos exploratérios.
A autorizacdo de multiplos operadores dos campos do pre-sal permitiria que 0s investimentos
fossem feitos de maneira mais estavel, permitindo o crescimento sustentavel e competitivo da

indUstria de fornecedores, a geracéo de incentivos a inovacao.

No que se refere ao poder de veto da PPSA e suas obrigagdes, o IBP aponta que,
enquanto a maioria das empresas estatais criadas em outros paises que adotam o regime de
partilha possuem a simples funcédo de representar o Estado para o recolhimento da parcela do
excedente cabivel (ndo apresentando func@es relacionadas a participacdo nos investimentos e
nos riscos do empreendimento, nem em atividades operacionais, ambientais e de seguranca) a
PPSA participa diretamente no processo decisério dos projetos de E&P. Finalmente, o
terceiro aspecto, referente as restricdes a recuperacdo de custos, esta relacionado as incertezas
gue tangem a definicdo do custo em 6leo que, conforme estabelecido em contrato, deve ser

devolvido as empresas de petrdleo que atuam no projeto.

Para complementar a linha argumentativa que desemboca na sugestdo de mudancgas no
arcabougo regulatério de E&P no Brasil, o proximo capitulo, além de ilustrar, em nimeros,
como o arcabouco regulatério possui relevancia para a atratividade econdmica de projetos de
E&P (afetando o VPL e a TIR dos projetos) e para o nivel de arrecadacdo do governo, faz
ainda uma exposicdo sobre como 0s aspectos regulatorios sao importantes para permitir um
ajuste (dos niveis de arrecadacdo) diante de cenarios de preco, produtividade e risco geoldgico

desfavoraveis.
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CAPITULO 3 — CONCESSAO E PARTILHA:UMA ANALISE
COMPARATIVA

Este capitulo aborda dois dos principais aspectos mais importantes referentes a
analise proposta por esta dissertagdo. Primeiramente sera feita uma avaliagdo econémico-
financeira do projeto a ser desenvolvido no campo de Libra (considerando unicamente o
regime de partilha). Neste ponto a idéia consiste em abordar os resultados do projeto sob as
diferentes perspectivas que podem afetar as principais variaveis de interesse do governo e do
consorcio de empresas vencedoras do leildo. Tais perspectivas estdo relacionadas as diferentes
combinacGes de cenario de precos dos hidrocarbonetos, da produtividade dos pocos
produtores, dos custos de exploracdo, de desenvolvimento e de producdo (CAPEX e OPEX),

e do nimero de FPSOs que entram em operacao anualmente.

Na segunda parte, serdo avaliados como o arcabouco regulatério é determinante no
que se refere a atratividade do projeto e a arrecadacdo do governo. A proposta deste segundo
item consiste em apresentar uma andlise semelhante a desenvolvida no primeiro item,
entretanto, verificando os resultados do projeto caso 0 mesmo estivesse sujeito ao regime de
concessdo. Busca-se, neste caso, verificar a diferenca de comportamento das variaveis que
indicam a atratividade do projeto e da arrecadacdo do governo entre 0s dois regimes
regulatorios. Neste sentido o principal objetivo da discussdo consiste em verificar em que
medida o arcabouco fiscal/regulatério é capaz de afetar o governmenttake e a atratividade de
um projeto de E&P em 4aguas profundas e como cada um destes arcabougos regulatorios
reagem diante da flutuacdo dos fatores técnicos e econdmicos que geram incertezas no

segmento.

Antes, entretanto, o capitulo introduz a metodologia utilizada para esta analise,
especificando (resumidamente) ndo apenas as principais caracteristicas do modelo de fluxo de
caixa utilizado mas ainda os valores das varidveis e as hipéteses de custo, de inicio da
producdo, do nimero de FPSOs utilizadas, nimero de pocos perfurados, etc, que compdem o

cenario de referéncia adotado.
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3.1. O Fluxo de Caixa e os Pardmetros do Cenério de Referéncia

Para realizar a analise proposta, foi desenvolvido o modeloEcoSim - PSC*" em
Microsoft Excel pelo Grupo de Economia da Energia da UFRJ em parceria com o Instituto
Brasileiro do Petréleo, Gas e Biocombustiveis (IBP). Este modelo criou um fluxo de caixa de
um projeto do Pré-sal, ou seja, considerando as caracteristicas geologicas e de custos
estimadas para um projeto de tal magnitude e adotando parametros definidos de acordo com o
Contrato de Partilha do campo de Libra, uma vez que este foi o primeiro campo do Pré-sal a
ser leiloado de acordo com as diretrizes definidas pelo regime de Partilha.

O modelo considera todos os fatores que constituem e implicam em custos e
receitas de um projeto de E&P. Na aba Parameters, sdo introduzidas as principais variaveis do
projeto como: preco do petroleo, desconto em relacdo ao Brent, preco do gas, bénus de
assinatura, royalties, imposto de renda, taxa e método de depreciacdo, REPETRO (presente ou
ausente), leasing (presente ou ausente) e respectivas taxas, ano de inicio do projeto, taxa de
desconto, inflacdo de custos e de precos, multiplicadores do Capex (de exploracdo, de
perfuracdo e de equipamentos) e do Opex, taxa de risco geologico, fator de partilha para o
governo (e, como foi visto no Capitulo 2, a respectiva tabela com diferentes fatores de partilha
para diferentes combinag6es de preco e produtividade), produtividade dos pocos produtores, 0

tipo de regime regulatorio (Partilha ou Concessao).

Além da aba Parameters, alguns pardmetros relativos ao custo de atividade e
equipamentos especificos sdo considerados na aba Profile Assumptions. Nesta, sdo indicados
fatores como: numero de pocos de exploracdo, extensores, produtores e injetores (e 0s
respectivos custos), custo do pipeline, o Opex varidvel, além do tamanho (capacidade de
producdo), o custo e o nimero de FPSOs que entram em operacdo em cada ano, a taxa média
de declinio da producdo, custo de abandono (uma porcentagem do custo total do po¢o), entre

outros.

Além destes indicadores, a partir das aliquotas nominais dos tributos e
compensac0es financeiras (explicitados no Capitulo 2) que incidem sobre um projeto de E&P
no Brasil, foram calculadas as aliquotas efetivas correspondentes. O conceito de aliquota
efetiva foi utilizado uma vezque o sistema de tributos que incide sobre o upstream da
industria do petréleo é de grande complexidade e, além disso, tais tributos, inevitavelmente,

se sobrepbem. Assim, ha uma grande divergéncia entre as aliquotas previstas em lei

37 Detalhes, além daqueles descritos neste item, sdo expostos no Apéndice.
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(nominais) e aquelas de fato observadas pelos participantes do setor (Pereira, 2004). Este
aspecto foi contemplado pelo modelo desenvolvido, numa tentativa de torna-lo mais préximo

a realidade de um projeto de E&P. A tabela a seguir apresenta as aliquotas efetivas

consideradas pelo modelo.

Tabela 8 — Aliguotas de Impostos

Categ
Bens Repetro

- - - 3,09% -
Bens Nao Repetro Nacional - - 13,68% | 33,06% | 13,25% - - - 60%
Bens N&o Repetro Internacional - - 13,68% | 33,06% | 13,25% - 14,00% - 74%
Senico Nacional 0,00% - - - 10,19% - - - 10%
Senvico Internacional 0,00% 10,00% - - 12,59% - - 0,00% 23%

Afretamento Local 10,19%

Afretamento Internacional

Aluguel Nacional - - - - 10,19%

Aluguel Internacional 0,00% 0%

Fonte: Elaboracédo propria

Além disso, o modelo original foi adaptado para verificar, sob um mesmo projeto
de E&P, os resultados econdmicos caso o regime de concessdo fosse adotado no lugar do
regime de partilha. Neste sentido, é importante notar que o projeto desenvolvido pelo GEE em
parceira com o IBP, apresentando estudos sobre viabilidade econdmica de projetos de E&P, ja
estava em curso antes de minha participacdo. Portanto, ja haviam sido desenvolvidos modelos
gue contemplavam apenas projetos sujeitos as regras do regime de concessdo. A partir do
aprendizado destes modelos, foi possivel introduzir, posteriormente, no modelo mais recente
(que, inicialmente, contemplava apenas o regime de partilha), as regras do regime de

concessao.

Assim, além do aprimoramento dos célculos referentes aos mecanismos de
arrecadacdo do governo no caso do regime de partilha, baseado num estudo detalhado das
caracteristicas do regime de concessdo e dos modelos desenvolvidos anteriormente, foram
introduzidos os tributos especificos deste, assim como os mecanismos de arrecadacdo do
governo especificos deste regime. Foi inserida, por exemplo, a cobranca da participacdo

especial, conforme ilustrado nas tabelas 3, 4, 5 e 6 do Capitulo 2.

Neste sentido € importante enfatizar que o modelo possui dois esquemas de célculo
dos tributos e compensacdes financeiras, cada um correspondente a um regime regulatério
diferente. No caso da concessdo, além do bbdnus de assinatura, da devida aliquota dos
royalties, 1I, ICMS, PIS, COFINS, CIDE, IRPJ, CSLL, ISS e IPI, é contabilizada a
participacdo especial correspondente aos elevados volumes de producdo (conforme
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estabelecido nas tabelas correspondentes a exploracdo em &guas profundas no Capitulo 2)
estimados no projeto de Libra. No caso do regime de partilha, por sua vez, apesar de
considerar os mesmos impostos diretos e indiretos (com REPETRO) e o mesmo bodnus de
assinatura, a aliquota correspondente aos royalties é diferente do caso de concessdo. Além
disso, leva-se em consideracdo que as empresas responsaveis pelo campo, se apropriam do
volume de produgdo correspondente ao custo em 0leo, aos royalties devidos e do excedente
em oleo (ja definidos anteriormente). A partir do excedente em 6leo total, calcula-se a parcela

que ¢ destinada ao governo e a parcela que permanece sob poder das empresas.

E importante ressaltar ainda que o modelo admite a possibilidade de que as
empresas de petréleo adquiram bens e servicos sob os quais se aplicam a legislacdo
correspondente ao REPETRO. Caso o usuério do modelo queira considerar o REPETRO, o
modelo leva em consideracdo as operagfes e 0S custos incorridos com a realizacdo da
admissdo temporaria de bens e servicos contemplados pelo regime aduaneiro. Assim, 0
modelo abre espaco para a discussdo a respeito da aplicabilidade e relevancia do REPETRO
para a viabilidade econémica de projetos de E&P no pré-sal, permitindo ainda avaliar em que
medida a arrecadacdo do governo é afetada pela presenga ou auséncia de tal legislagdo em

diferentes arcaboucos regulatérios (regime de partilha ou regime de concessao)®e.

A partir de todos estes dados, é gerada a curva de producdo do campo, sdo
contabilizados as receitas provenientes da producdo de petrdleo e gas, os custos de capital e
custos operacionais, e o valor dos impostos incidentes sobre os mesmos. O modelo traz tais
resultados ao valor presente, supondo uma taxa de desconto de 10%a.a.. Desta forma, o
modelo é capaz de gerar, para cada regime regulatério considerado, os principais resultados
de interesse desta dissertacdo: a receita total do projeto, o custo total (Capex e Opex), o valor
presente liquido do projeto (apropriado pelas empresas), a TIR, o valor apropriado pelo
governo (decomposto em Impostos de Renda, Impostos Indiretos, Royalties, Participacdo
Especial®, Parcela do Excedente do Governo*® e Bonus de Assinatura) e sua porcentagem em

relacdo a receita liquida do projeto.

O governmenttake, um dos aspectos principais da analise desenvolvida, é calculado

através das seguintes férmulas:

38 Este aspecto ndo sera abordado uma vez que ndo consiste no foco desta andlise. Entretanto, o tema é abordado
por Accurso e Almeida (2012) num estudo que considerou outro modelo.

39 Apenas para o caso de Concessdo.

40 Apenas para o caso de Partilha de producéo.
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Government Take Concessdo (US$) =IT + R+ IR + B + PE
Government Take Partilha (US$) =IT+ R+ IR+ B + GS

IT+R+IR+B+PE
RL

Government Take Concessido (%) =

IT+R+IR+B+GS
RL

Government Take Partilha (%) =

Em que: IT: Impostos indiretos

R: Royalties

IR: IRPJ e CSLL

B: BOnus de Assinatura

PE: Participacdo Especial

RL: Receita Liquida = Receita bruta — Capex — Opex
3.1.1. O Cenario de Referéncia

Neste item é detalhado o cenario de referéncia criado no modelo, a fim de avaliar a
atratividade do projeto em diferentes condi¢des. A idéia consiste em agrupar, neste cenario,
hipoteses sobre variaveis que ndo assumam valores muito extremos, masque reflitam a cautela
necessaria para avaliar a viabilidade econdmica de um projeto de E&P*'. Tais hipGteses se
referem desde as condi¢Oes técnicas do projeto(nimero de plataformas instaladas, de pocos
perfurados, produtividade dos pogos, etc) até as condi¢des econdmicas (custos de perfuracao,
custo de FPSOs, preco do barril de petroleo, preco do gas natural, etc). Os valores
apresentados no proximo paragrafo se baseiam nos dados adotados em entrevistas feitas com

agentes da industria de E&P.

Dentre os parametros considerados no Cenéario de Referéncia, podemos citar:
volume de reservas (8 bilhdes de barris), capacidade das FPSOs (27,5 milhdes de barris/ano
no primeiro ano de operacdo da mesma e 54,5 milhdes de barris/ano nos demais anos),
namero de FPSOs (10), custo de cada FPSO (US$2 bilhdes), porcentagem de gas (20%) e

porcentagem de petréleo no campo (80%), duracdo do contrato (35 anos), prego do petroleo

41 Qutros cenarios foram criados num artigo apresentado no 5° ELAEE. Consultar Consoli e Almeida (2015).
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(US$ 90/barril), preco do gas (US$ 6/Mbtu), bdnus de assinatura (US$ 7,5 bilhdes), royalties
(10% para o caso de concessdo e 15% para o caso de partilha), impostos (conforme expostos
na figura 1, as aliquotas efetivas de impostos ndo se modificam nos diferentes cenarios),
método de depreciacdo (unidades de producéo), investimento em P&D (1%), ICMS sobre o
REPETRO (3,1%), juros do leasing (10%), parcela do subsea com leasing (75%), parcela das
FPSOs com leasing (95%), ano inicial do projeto (2014), taxa de desconto (10%),
produtividade por poco produtor (10 mil barris/dia), preco do subsea (US$ 60 milhdes/poco),
custo de perfuracdo do poco (US$ 150 milhdes), nimero de pocos (10 de exploragéo, 30
extensores, 120 produtores, 60 injetores), ano de inicio da produgdo (2020), custo de
abandono (5% do custo total do po¢o), taxa de declinio da producdo (10%, a partir do nono

ano de operacdo da FPSO). Tais variaveis geram o seguinte fluxo de caixa para o projeto:

Grafico 5 — Fluxo de Caixa do Projeto no Cenario de Referéncia

Fluxo de Caixa Cendrio de Referéncia
50000
40000
30000

D

0 20000

=

T 10000 I IIII

@ | RN

v o R

= lm\nhm!l! B EREE88 B RBEAER R oy e e

— o o o o o o BB Nof NN M oMM oM om Mmoo mom oW . = =% =

-10000 o o © o © o o © e 8 & o0 o o o [ S o O O O O
AN N NN NN NN & 8 8 8 'l NN AN AN N NN N

-20000 IIII

-30000 ‘
Ano do Projeto

M Receita Bruta Royalty P&D Opex mCapex mBdnusde Assinatura mGovernment Profit Oil

Fonte: Elaboracédo propria

E importante notar que se supde ainda que a reserva de gas natural sera produzida e
comercializada, ou seja, 0 modelo desconsidera a possibilidade de que o gas seja queimado ou
lancado para a atmosfera devido a uma eventual ndo economicidade de sua comercializacao.
Uma vez que a analise desenvolvida esta restrita a avaliacdo de um projeto de exploracdo e
producdo de hidrocarbonetos, o modelo ndo considera as demais etapas da cadeia (estrutura

de comercializacdo e transporte para mercados consumidores).

3.2. Atratividade Econdmica de Libra e 0 GovernmentTake: Analise de Sensibilidade do

Projeto sob 0 Regime de Partilha

A partir dos cenarios anteriormente definidos, neste item, serdo verificados como o
governmenttake e o VPL se comportam conforme se supdem diferentes niveis de preco do

petréleo, produtividade dos pocos produtores, custos, atrasos para o inicio da producéo, e

2049
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participacdo de petroleo e gas na reserva explorada, assumindo a adogdo do regime de
Partilha.

Para tanto, este item sera divido em dois subitens. No primeiro, o foco da analise
sera 0 governmenttake. Esta abordagem é interessante ndo apenas para atingir o propdésito
desta dissertacdo, mas ainda para observar em que medida a forma com que 0 governo se
apropria da renda extraordinéria do petroleo afeta a atratividade do projetoem diferentes
condicBes. No segundo subitem a abordagem sera reaplicada, entretanto, o objeto de analise
sera 0 VPL, indicando a atratividade do projeto (a parcela apropriada pelas empresas

responsaveis pelo mesmo).
3.2.1. GovernmentTake

O governmenttake aqui observado serd expresso conforme definido anteriormente.
O foco desta andlise serdo os valores absolutos do governmenttake e suas variagdes em cada
cenario. No primeiro grafico ilustrado a seguir, sdo expostos os valores totais da arrecadacéo
do governo, considerando todo o ciclo de vida do projeto de E&P em questdo, e a sua

composicao.

Grafico 6 — Distribuicdo do GovernmentTake

Cenario de Referéncia
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Government Take de USS 69,82 bilhdes

Fonte: Elaboracéo propria

Em primeiro lugar é importante enfatizar a representatividade da arrecadagdo do
governo, mesmo considerando valores conservadores de, por exemplo, produtividade. O mais
importante entretanto é notar a relevancia do GovernmentProductionShare (um dos principais
elementos caracteristicos do regime de partilha que o diferencia do regime de concessao),
responsavel por 32,1% da arrecadacéo do governo. Em segundo lugar estdo os royalties (cuja
taxa de incidéncia atinge 15%). Ambos dependem da rentabilidade do projeto e, dada a sua



86

participacdo na arrecadagdo do governo, indicam (indiretamente) quéo atrativo o projeto seria
sob as circunstancias assumidas no cenario de referéncia.

Como previsto, a analise avanga sobre os efeitos observados quando se consideram
diferentes niveis de preco do petroleo ao longo de todo o projeto. O seguinte grafico ilustra
tais efeitos:

Gréfico 7 — Governmenttake em Diferentes Niveis de Preco do Barril de
Petroleo
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Fonte: Elaborac&o propria

Conforme esperado, quanto maior o nivel de precos considerado para o projeto,
maior a arrecadacdo do governo. A cada cinco ddlares, o governmenttake aumenta em média
6%. Mesmo num cenario de niveis de preco relativamentemente baixos (como o que se
configura atualmente no mercado de petréleo), o governo ainda é capaz de arrecadar um
consideravel montante (US$39,7 bilhdes) através do arcabouco fiscal estabelecido com o
regime de Partilha.

Mantendo o preco do barril de petroleo constante (US$90), maiores niveis de
produtividade correspondem a fatores de partilha cada vez maiores, ou seja, ha medida em
que aumenta a base de incidéncia (uma vez que o excedente em 0leo cresce com 0 aumento da
produtividade), também aumenta o fator de partilha incidente. Assim, é possivel explicar a
trajetdria crescente da curva que ilustra os niveis de governmenttake para diferentes niveis de

produtividade dos pocos produtores.
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Gréfico 8 — GovernmentTake em Diferentes Niveis de Produtividade dos Pogos
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Fonte: Elaborac&o propria

Entretanto, é importante notar que, enquanto a curva de governmenttake do grafico
de preco do barril de petroleo apresenta uma trajetdria crescente mais constante, a curva do
Gréafico 8é concava. Isto indica que, dada a tabela que condiciona o fator de partilha aos
niveis de preco e de produtividade, os niveis de preco do petroleo sdo fatores muito mais
importantes para aumentar a capacidade de arrecadacdo do governo do que os niveis de

produtividade dos pocos.

Observa-se que o aumento do excedente em 6leo é muito mais significativo com o
aumento de precos do petroleo do que com o aumento da produtividade. Se, por exemplo,
aumentarmos a produtividade dos campos produtores de 10 mil barris/dia para 24 mil
barris/dia, mantendo o nivel de precos constante, o excedente em 6leo aumenta de US$71,4
bilhdes para US$79,3 bilhdes. Entretanto, este Gltimo valor de excedente em 6leo do projeto
(US$79,3 bilhdes) pode ser obtido se o preco do barril de petréleo aumentar apenas US$6,73,

ou seja, se 0 preco considerado durante todo o projeto for de US$96,73/barril.

Para verificar os efeitos de diferentes niveis de custos (Capex e Opex) sobre a
arrecadacdo do governo, o modelo adotou quatro multiplicadores (multiplicador de Opex,
multiplicador de Capex exploracdo, multiplicador de Capex perfuracdo e multiplicador de
Capex equipamentos) associados aos valores de custos definidos previamente em cada
cenario. Isoladamente, o Unico elemento de custo que possui maior impacto sobre o

governmenttake é o Opex (ver Consoli, 2015).
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De modo geral os impactos do Capex se fazem sentir relativamente pouco sobre o
governmenttake*?, uma vez que uma parte consideravel do que é arrecadado pelo governo,
corresponde aos tributos incidentes sobre os equipamentos e atividades de exploracao
(maiores custos de exploracdo inclusive aumentam a arrecadacdo do governo em alguns
milhdes de dolares) e perfuracdo.lsto ndo gera nenhum impacto sobre o valor da producédo
(sobre a qual incidem os royalties, por exemplo) e compensa um pouco a queda do excedente
em o6leo. Assim, maiores custos de capital ndo possui um impacto muito significativo. Desta
maneira, 0 Opex € um elemento mais impactante sobre o valor arrecadado pelo governo pois

ele ndo gera uma fonte de arrecadacao para o governo tal como os itens verificados no Capex.
Gréfico 9 — Impacto dos Custos Totais sobre o Gov. Take
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Fonte: Elaboracéo propria

Finalmente, um ultimo fator que representa um grande impacto sobre o
governmenttake é a porcentagem de petréleo e gas existente no volume total de reservas.
Quanto maior a presenca de gas no projeto, menor sera o valor arrecadado pelo governo, uma
vez que a capacidade de monetizacdo das reservas se perde, dado o menor valor do gas em
relacdo ao petroleo. Este fator é de extrema relevancia uma vez que, se encontrado um
elevado volume de reservas de gas nos campos do pré-sal, os consorcios exploradores deverdo
tomar a dificil decisdo de desenvolver um projeto cujo custo de oportunidade, em relacéo a

um projeto de producdo de petroleo, é muito elevado.

42De certo modo, o gréafico de produtividade reflete o que é observado no grafico seguinte, uma vez que
variacdes na produtividade afetam, em direcdo oposta, 0s custos operacionais e 0s custos de capital.
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Grafico 10 — Impactos da Porcentagem de Petrdleo/gas no Campo sobre o Gov. Take
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Fonte: Elaboracéo propria

3.2.2. Valor Presente Liquido Apropriado pelo Concessionario

O VPL calculado para o projeto € obtido subtraindo da receita total, para cada ano
do mesmo, o Capex (e respectivos impostos), o Opex (e respectivos impostos), os royalties, 0s
gastos em P&D, o Bonus de Assinatura e o Lucro em éleo do governo, e trazendo para o valor
presente, a taxa de desconto considerada (10%), o valor obtido da subtracdo. Neste sentido, 0
VPL é aqui interpretado como o valor presente do lucro gerado pelo projeto e que, portanto,
sera apropriado pela empresa (ou consoércio de empresas responsavel pelo projeto).

Gréfico 11 — Valor Presente em Diferentes Niveis de Preco do Barril de Petrdleo
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Neste primeiro gréafico é possivel notar como o VPL do projeto se comporta quando
modificamos a hipotese de nivel de preco adotada (US$ 90,00/barril). Como esperado, para
niveis de preco menores, menor € a lucratividade do projeto, entretanto nota-se que o VPL é
muito mais sensivel aos diferentes niveis de preco do barril do que o governmenttake. E
importante observar ainda que, dadas as hipdteses de custo, produtividade, etc definidas para
o0 cendrio de referéncia, se o preco do barril de petréleo se tornar inferior a US$85 o projeto se
revela economicamente invidvel. Esse valor parece muito elevado e, dado o atual cenario de
precos do barril de petréleo, mesmo um dos projetos mais grandiosos do Pré-sal seria

economicamente inviavel.

Entretanto é importante notar alguns aspectos interessantes sobre as hipoteses
adotadas no modelo. Em primeiro lugar, buscou-se adotar um nimero conservador para 0s
niveis de produtividade (10 mil barris/dia por pogo produtor), dada a natureza cautelosa que
uma avaliacdo sobre a atratividade econémica de projetos apresenta. Mas, de acordo com
dados dos pocos produtores operados pela Petrobras no Pré-sal, o nivel médio de
produtividade € de 20 mil barris/dia por pogo produtor. Alguns pocos, por exemplo, atingem o
dobro desta produtividade. O seguinte gréafico ilustra a mesma curva apresentada no gréfico
anterior, com a diferenca de que a hipotese sobre o nivel de produtividade é de 20 mil

barris/dia. Neste caso, 0 preco que inviabiliza o projeto é de aproximadamente US$75/barril.

Gréfico 12- VPL em Diferentes Niveis de Preco do Barril de Petroleo (se
produtividade a 20 mil b/d)
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Fonte: Elaboracéo propria

Entretanto, mesmo assumindo uma hipotese de produtividade menos conservadora,

0 projeto continua sendo pouco flexivel a varidvel precos, uma vez que 0 preco minimo que
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mantém a viabilidade do projeto é muito elevado. Entretanto, um segundo fator deve ser
observado: custos. As hipéteses de custo adotadas refletem os niveis praticados antes do
processo de forte queda dos precos do petroleo. Neste ponto € importante enfatizar a relacéo

entre o nivel de precos do petroleo e os custos de exploragéo e producdo.

De acordo com Viegas (2012), é possivel observar uma correlacao entre o nivel de
preco do petrdleo e os custos de E&P (apesar da natureza distinta entre eles). Enquanto o0s
precos do petroleo possuem maior volatilidade, uma vez que dependem do comportamento do
mercado financeiro, os custos sdo mais rigidos. Uma vez que os investimentos em E&P
constituem projetos de longa maturacdo e contratos de longo prazo, variagdes momentaneas
de preco ndo sdo capazes de afetar os custos. Entretanto, se a mudanca para determinado
patamar de preco for confirmada a médio e longo prazo, o ritmo de investimentos na cadeia
passard a ser ditado por tal patamar e, consequentemente, uma nova relacdo entre oferta e
demanda de equipamentos e servigos se configurara (o que afeta os niveis de precos dos

mesmaos).

Os atuais niveis de preco do petroleo ndo possuem a perspectiva de curto prazo de
retornarem a niveis muito elevados e, portanto, é possivel que a atual composi¢do dos custos
de E&P esteja apresentando uma queda. Vale salientar ainda que a cadeia do petréleo é
intensiva em derivados do préprio produto e este aspecto intensifica os efeitos das variagdes

de preco da commodity sobre os custos de E&P.

Assim, como foi observado para o caso do governmenttake, serd avaliado como o
VPL responde a diferentes niveis de produtividade. Fazendo uma andlise analoga a
apresentada anteriormente, é possivel observar que o VPL é mais sensivel aos diferentes
niveis de produtividade do que o governmenttake. Para niveis de produtividade muito baixos,

o VPL atinge valores negativos (0 mesmo ndo ocorre para 0 governmenttake).
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Gréfico 13 — VPL em Diferentes Niveis de Produtividade dos Pocos
10000
= =N

5000 o

-5000

VPL (USS milhGes)

-10000

-15000 /

-20000
Produtividade do Poco Produtor (mil barris/dia)
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No que se refere a resposta do VPL a diferentes niveis de custos (Opex e Capex)
nota-se que, mesmo considerando a obrigacdo do governo em permitir que o consércio se
aproprie do custo em 0leo, os custos exercem um consideravel impacto sobre o VPL. O
seguinte gréfico ilustra justamente como o valor apropriado pelas empresas de petréleo é

afetado se 0s custos se revelam x% maiores que aqueles assumidos no cenério de referéncia.
Gréfico 14 - Impacto dos Custos Totais sobre 0 VPL
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A partir da simples observacdo do mesmo, fica evidente que o projeto possui pouca
flexibilidade no que se refere aos niveis de custo. Se 0s custos aumentarem em
aproximadamente 5% com relacdo aos niveis previamente assumidos no modelo, o projeto se
inviabiliza.

Finalmente, o seguinte grafico ilustra como o VPL responde a propor¢do de
petroleo presente no campo. Uma vez que o valor do gas natural € menor do que o do
petroleo, quanto menor a propor¢do de petroleo no campo (ou seja, quanto maior a
participagdo de gés natural) menor serd a receita obtida pelo projeto e, consequentemente, o
VPL verificado no modelo. Este fator é capaz de inviabilizar o projeto (dadas as hipdteses

assumidas no modelo), caso o gas represente mais que 25% da reserva do campo.

Gréfico 15 — Impactos da Porcentagem de Petrdleo/gas no Campo sobre o VPL
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Fonte: Elaboracéo propria

3.3. Andlise de Sensibilidade do Projeto sob o Regime de Concessdo: uma Comparacdo dos
Regimes Regulatdrios

Neste item, serd analisado como os mesmos fatores avaliados se comportam caso o
regime de Partilha ndo fosse adotado, ou seja, se 0 projeto fosse regulado de acordo com as
diretrizes do regime de Concessdo. Ao apresentar os dados analogos aqueles apresentados no
caso do Regime de Partilha, sera feita uma comparagdo entre os dois regimes regulatérios.
Seguindo a ordem estabelecida no item anterior, sera inicialmente analisado o comportamento

do government take em cada cenario e, num segundo tépico, o VPL.
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3.3.1. Government Take

O seguinte grafico mostra como o valor arrecadado pelo governo é decomposto nos
diferentes mecanismos de arrecadacdo caracteristicos do regime de concessdo. A principal
caracteristica que diferencia o government take observado no caso de Partilha com a
arrecadacao do governo caso o projeto fosse regulado de acordo com as diretrizes do regime
de Concessdo, é que o montante arrecadado pelo governo no primeiro regime é maior. No
caso de concessdo, a participacdo especial assume o papel mais relevante para a arrecadagéo
do governo, sendo responsavel por 32,4% da arrecadacdo. Em termos relativos, sua
participacao é inclusive, maior que aquela observada pelo componente progressivo do regime

de partilha (gov. production share de 32,1%).

Gréfico 16— Distribuicdo do GovernmentTake (Concessao)
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Fonte: Elaboracéo propria

Assim, no que se refere a composicdo do valor arrecadado pelo governo, é possivel
verificar duas diferengas fundamentais em relacdo ao caso de Partilha. Em primeiro lugar, a
fonte de arrecadacdo mais relevante, que no caso de partilha era o government production
share (parcela do excedente em Oleo destinada ao governo), no regime de concessao é a
Participacdo Especial. Esta, assim como o government production share, é um tipo de
arrecadagdo progressiva. Como foi observado no capitulo anterior, a incidéncia da
participacdo especial varia de acordo com o nimero de anos de produgdo e o respectivo
volume de producdo trimestral. Quanto maior o volume produzido, maior sera a aliquota

incidente sobre a receita liquida (Receita bruta subtraida do custo total e dos royalties).
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Desta forma, pode-se dizer que 0 aspecto progressivo da participacdo especial é
semelhante ao do fator de partilha*®. Assim como o Gltimo, o primeiro depende do volume
produzido (e, neste sentido a produtividade cumpre um papel importante) e dos precos do
barril de petréleo (uma vez que a receita liquida depende dos precos). Entretanto, enquanto o
fator de partilha varia na mesma direcdo da variacdo de pregos do petrdleo e da produtividade,
a aliquota da participacdo especial varia apenas com o volume de produgéo.

No caso da concesséo, os royalties deixam de ser a segunda maior fonte de receitas
para 0 governo. Este papel passa a ser cumprido pelo Imposto de Renda. Este elemento se
explica pelo fato de que, como sera visto no préximo item, a parcela da renda apropriada pela
empresa (o lucro real, sobre o qual incidem o IRPJ e a CSLL) é maior no caso do regime de
concessdo do que no caso de partilha. Além disso, essa diferenca é explicada ainda pelo fato
de que enquanto no caso de Partilha a aliquota dos Royalties é de 15%, no caso de Concessao
ela é de 10%, podendo ser de 5% em alguns casos (entretanto, foi considerada a aliquota de

10% no modelo, dada a dimenséo do projeto).

Um aspecto importante a ser notado é que, no caso do modelo de concessdo, se
supde que o Bonus de assinatura é de R$15 bilhdes, ou seja, 0 mesmo valor verificado no caso
do projeto que considera o regime de Partilha. Além disso, a arrecadacdo de impostos diretos

possui 0 mesmo valor independente do regime regulatorio.

O seguinte grafico ilustra como o government take do projeto sujeito ao regime de
concessdo se comporta diante de diferentes niveis de preco. Nota-se novamente que,
conforme esperado, quanto maior o preco do petréleo, maior a arrecadacdo do governo.
Entretanto, estabelencendo uma comparacao direta com a curva do caso de Partilha (conforme
ilustrado no Grafico 18) nota-se que a arrecadacdo do governo no caso de partilha é
relativamente maior do que em concessdo (e esta diferenca numérica, de aproximadamente

US$ 5 bilhdes, se mantém para diferentes niveis de preco).

43 Este aspecto é semelhante uma vez que o governmentproductionshare é mais progressivo que a participacéo
especial em produtividade, enquanto a participacao especial € mais progressiva em relagdo as variagdes de preco
do barril. Assim, estes elementos praticamente se compensam ao avaliar a progressividade da participacéo
especial e do governmentproductionshare.
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Graéfico 17- Governmenttake em Diferentes Niveis de Preco do Barril de
Petrdleo
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Fonte: Elaboracao prépria

Grafico 18 — Concessdo vs Partilha - Government Take e Preco do Barril
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Fonte: Elaboracéo propria

Este tipo de analise contribui ainda para explicar os efeitos de niveis de
produtividade maiores sobre a arrecadacdo do governo. Da mesma forma, que foi apresentado
no Grafico 8, o grafico a seguir evidencia que maiores niveis de produtividade geram maior
arrecadacdo do governo. Tais niveis de arrecadacdo sdo relativamente maiores no caso de
partilha do que no caso de concessdo, independente do cenéario de produtividade adotado.
Novamente, a curva € concava o que indica, portanto, que seu efeito sobre o government take

é menor do que impacto causado por diferentes niveis de preco do petrdleo.
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Entretanto, um elemento importante que pode passar despercebido pela analise em
separado dos graficos do regime de partilha e do regime de concessdo, corresponde a
trajetdria das curvas do government take. Ao sobrepor as duas curvas no mesmo grafico, nota-
se (novamente) que 0 aspecto progressivo presente no regime de partilha é semelhante ao
aspecto progressivo de concessdo. O mesmo se observa com o grafico 18, dado que a
distancia entre as curvas de concessdo e de partilha se mantém relativamente estaveis. O

seguinte gréafico ilustra esta caracteristica.

Grafico 19 — Concessao vs Partilha - Government Take e Produtividade
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Fonte: Elaboracdo propria

No que se refere ao comportamento do government take para diferentes niveis de
custo, nota-se que, de maneira semelhante ao caso de partilha, maiores custos implicam num

menor government take.
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Grafico 20 — Impacto dos Custos Totais sobre o Gov. Take de Concessdo
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Entretanto, ao comparar o gréafico 20 com o gréfico 9, € evidente que a trajetdria de
gueda da curva de government take é mais significativa no caso em que se considera o regime
de Concessdo do que no caso em que consideram o regime de Partilha. Isto se justifica pelo
fato de que apesar da queda do excedente em 0leo a ser repartido com o0 aumento de custos no
caso de Partilha, a queda do recolhimento do imposto sobre a renda e a queda do recolhimento

da Participacdo especial € maior com 0 aumento de custos no caso de Concessao.

Finalmente, o seguinte grafico ilustra como a propor¢do entre petréleo e gas
presente no campo afeta o government take caso o projeto fosse regulado de acordo com as
regras de Concessdo. Novamente o grafico mostra que quanto maior a presenca relativa de gas

no campo, menor sera o government take, uma vez que menor sera a renda petrolifera gerada.
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Gréfico 21 — Impactos da Porcentagem de Petréleo/gas no Campo sobre o Gov.
Take de Concesséo
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Fonte: Elaboracao prépria

3.3.2. Valor Presente Liquido Apropriado pelo Concessionario

O Valor Presente Liquido é um importante elemento a ser considerado para
verificar a atratividade do projeto de E&P. A exemplo do que foi feito no item 3.2.2., a
proposta aqui desenvolvida pretende verificar como 0s mesmos elementos expostos na se¢éo
anterior afetam o Valor Presente Liquido observado para todo o projeto, considerando que o
mesmo tenha sido desenvolvido sob o regime de concessdo. Neste caso, 0 VPL observado
para o cenario de referéncia foi de US$ 6,3 bilhGes e o projeto se tornaria economicamente

inviavel se o preco do petréleo for inferior a US$76.
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Grafico 22 — Valor Presente em Diferentes Niveis de Preco do Barril de
Petrdleo
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Fonte: Elaboracao prépria

O VPL é superior aos verificados quando se supde o regime de partilha
(observando as hipéteses do cenério de referéncia) para qualquer nivel de precos. Isto ilustra
gue, uma vez que 0 governo possui uma capacidade relativamente limitada de se apropriar da
renda do petréleo no caso de concessdo, o consércio que operaria um projeto no pré-sal sob o
regime de concessdo seria capaz de obter maiores lucros do que se o regime de partilha fosse

aplicado sobre o empreendimento, independente do cenario de pregos.

No seguinte grafico verifica-se 0 comportamento do VPL para diferentes niveis de
produtividade. Assim como ocorre no caso de Partilha, o gréfico correspondente a Concessao
ilustra que o VPL torna-se maior para cenarios de produtividade maiores e, para niveis de

produtividade muito baixos, o VPL é negativo (pelas mesmas razbes apontadas no item
3.2.2).
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Grafico 23 — VPL em Diferentes Niveis de Produtividade dos Pocos
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Fonte: Elaborac&o propria

O Gréfico 24, por sua vez, compara diretamente as curvas de produtividade entre os
dois regimes regulatorios para cada cenario elaborado.Mais uma vez se torna evidente como o
consorcio se encontra numa situacao mais confortavel no caso de concessdo do que no caso de
partilha. O valor apropriado pelo consércio que opera o projeto € maior caso este obedeca as
diretrizes do regime de concessdo. Além disso, os gréaficos ilustram, de modo analogo ao
Gréfico 19, que as curvas sdo quase paralelas, mantendo uma distancia relativamente curta

para todos os niveis de produtividade considerados.

Grafico 24 — VPL vs Produtividade
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No caso de concessdo nota-se que 0s impactos de niveis de custos (maiores do que
aqueles definidos em cada cenério) sobre 0o VPL sdo muito mais representativos que 0S
impactos dos mesmos sobre o government take. Assim, 0 governo cria, também através do
regime de concessdo, uma forma de proteger seus niveis de arrecadacdo. Além disso, sob o
regime de concessao o projeto € menos fragil aos custos. Sob as mesmas hipoteses de custo
validas para o projeto sujeito ao regime de partilha, 0 projeto sujeito ao regime de concessdo
permanece economicamente viavel mesmo se 0s custos se revelarem 20% maiores do que
aqueles previamente definidos.

Gréfico 25 - Impacto dos Custos de Capital e Custos Operacionais sobre o

VPL de Concessao
10000
5000
[
a
w
= 0
£ 0% 5% 10% 15% 20% ™5 30% 35% 40% 45% 50% 55% 60%
7
= -5000
—
o
=
-10000
-15000

Aumento do Custo do Capex e do Opex em Relagdo aos Valores de
Referéncia

Fonte: Elaboracéo propria

Quanto aos efeitos da proporcdo de petr6leo no campo, nota-se que os dados dos
projetos regidos sob o arcabougo regulatério de concessdo se comportam de maneira
semelhante ao caso de partilha. Entretanto, no caso da concessdo, o VPL ndo apresenta uma
queda tdo acentuada como no caso de Partilha. Isto decorre, novamente, do fato de que no
caso de Partilha o governo é capaz de obter uma parcela relativamente maior da renda gerada.
Assim a “queda” da renda do petroleo no projeto decorrente de uma maior porcentagem de

gas no reservatorio, implica numa maior queda do VPL de Partilha do que de Concessao.
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Grafico 26 — Impactos da Porcentagem de Petrdleo/gas no Campo sobre o VPL
(Concessao)
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Fonte: Elaboracdo propria

3.4. O Modelo de Concessao: um Arcabouco Alternativo

A analise desenvolvida nos itens anteriores torna evidente que o regime regulatério
de Partilha, tal como foi adotado no Brasil, possui vantagens no que se refere a capacidade do
governo em se apropriar da renda gerada pelas atividades do upstream que estdo sendo
desenvolvidas no Pré-sal. Entretanto, tal abordagem requer uma andlise critica a respeito deste
mesmo modelo, uma vez que o desenvolvimento, decisdo e aprovacdo deste exigiu um
periodo de tempo consideravel. Grandes projetos de investimento em E&P deixaram de ser

realizados em razdo da interrup¢do das rodadas de licitacdo entre 2008 e 2013.

Assim, a proposta deste Ultimo item consiste em ilustrar quais alteracdes poderiam
ser adotadas no modelo de Concessao existente a fim de permitir que 0 governo se apropriasse
do mesmo montante permitido no Regime de Partilha. Em outras palavras, este item tem
como objetivo ilustrar alternativas mais simples de mudancas do arcabouco regulatério ja
existente em 2008 que seriam capazes de elevar o government take no mesmo montante do
que € observado no Regime de Partilha e que poderiam ser adotadas num periodo mais curto
de tempo, ndo onerando a cadeia do petréleo, como um todo, no periodo citado. Este item
verificara, portanto, quais alteragfes isoladas nos royalties e no bonus de assinatura seriam

suficientes para tornar a arrecadacao do governo em concesséo equivalente ao de partilha.
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3.4.1. Royalties e Bonus de Assinatura

Como ja foi observado, os royalties constituem uma das principais fontes de
arrecadacdo do governo. No caso do regime de Partilha esta obrigagdo corresponde a mais de
25% do government take. Conforme indicado anteriormente, a porcentagem aplicavel de
royalties no projeto regulado pelo regime de concessio* suficiente para que o valor
arrecadado pelo governo fosse equivalente ao verificado no caso de partilha € de 19,48%.
Assim, considerando as hipoteses adotadas no cenario de referéncia, em vez de 15% (como
foi estabelecido no regime de partilha), se a taxa de incidéncia dos royalties atingisse pouco
menos de 20%, 0 governo seria capaz de arrecadar o mesmo montante verificado no projeto

que considera o regime de partilha.

Entretanto, é importante notar ainda que este valor € valido apenas para 0s niveis
pré-estabelecidos de preco e produtividade em cada cenério. O seguinte grafico ilustra,
portanto, as taxas de Royalties de Concessdo-Equivalentes para cada nivel de preco do
petréleo e para cada nivel de produtividade considerada em cada cenario. Como € possivel
observar, as taxas ficariam em torno de 20%. Esta relativa estabilidade revela novamente que,
ao variar os niveis de produtividade, a arrecadacdo do governo em concessao acompanha as
respectivas variagdes observadas no government take de partilha. Em outras palavras, o
aspecto fiscal progressivo do regime de concessdo funciona tdo bem quanto o aspecto

progressivo do regime de partilha.

4 Recordando que a taxa aplicavel no caso de concessdo é de 10%.



105

Grafico 27 — Royalty de Concessdo-Equivaléncia para Diferentes Niveis de
Produtividade
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Fonte: Elaboracdo propria

Entretanto, quando se supdem diferentes niveis de preco, 0s Royalties de
concessao-equivaléncia ndo se comportam de maneira semelhante. Conforme se observa nos

seguintes graficos, ndo se verifica uma tendéncia clara para niveis de preco maiores.

Graéfico 28 — Royalty de Concessao-Equivaléncia para Diferentes Niveis do Preco de
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Fonte: Elaboracéo propria

Além dos Royalties, é importante fazer um exercicio semelhante para o bénus de
assinatura, ou seja, verificar o bénus de assinatura a ser adotado para o projeto no regime de
Concesséo para que o government take se tornasse equivalente ao observado para o caso do
regime de Partilha. Este exercicio é importante uma vez que induz a reflexdo sobre a
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possibilidade de que o desenho do leildo verificado nas licitagcbes regidas pelo regime de
concessdo permitiria atingir niveis maiores de bdnus de assinatura que poderiam compensar
uma menor capacidade de arrecadacdo do governo ao longo do projeto®®. Neste sentido, o
bbnus de assinatura que permitiria a equivaéncia na arrecadacdo do governo seria,

considerando o cenério de referéncia, de US$12,8 bilhoes.

De maneira semelhante ao que foi observado anteriormente, este valor pode ser
aplicado apenas para os parametros assumidos no cenario de referéncia, ou seja, este valor
apresenta variacOes para diferentes niveis e combinagdes de preco e de produtividade
(mantendo todos os demais parametros constantes). Os graficos a seguir ilustram, portanto,

como esta variavel se comportaria em diferentes cenarios de preco e produtividade.
Gréfico 36 - Bonus de Concessdo-Equivaléncia para Diferentes Niveis do Preco de
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Fonte: Elaboracéo propria

Tanto no caso no qual a mesma variavel é observada em diferentes niveis de
produtividade quanto no caso em que se considera diferentes niveis de preco, nota-se
novamente a trajetdria estavel da varidvel de interesse para diferentes niveis de produtividade

ou preco do petréleo, pelas mesmas razGes apresentadas no caso dos royalties.

4 Vale lembrar que em nosso estudo comparativo supde-se que o bonus de assinatura do projeto em concessao
seria 0 mesmo que o verificado no leildo de Libra (US$ 7,5 bilhGes), ou seja, 0 mesmo do caso de partilha.
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Grafico 37 - Bénus de Concessdo-Equivaléncia para Diferentes Niveis de Produtividade
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Fonte: Elaboracéo propria

3.4. Conclusao

A comparacdo entre 0os modelos de partilna e de concessdo desenvolvidas é um
exercicio interessante que evidencia como o arcabouco fiscal de cada regime lida com
incertezas referentes ao preco do petrdleo, a produtividade, aos custos, etc. Torna-se claro que
estas formas de absorver os impactos de variacdes destes fatores é crucial para verificar a
atratividade de projetos de E&P em diferentes circunstancias.

Os niveis de arrecadacdo em partilha séo relativamente maiores que aqueles observados
nos cenarios em que o ciclo de vida do projeto observa as regras de concessdo. Um dos
principais aspectos que explicam esta diferenca é maior taxa de royalties adotada no regime
de partilha (15%). O papel crucial deste fator se revela ainda pelo fato de que o aspecto
progressivo de partilha € muito semelhante ao de concessdo. Para variacdes de prego e/ou
produtividade o aumento da arrecadagdo do governo no projeto sujeito ao regime de partilha

é, portanto, semelhante ao aumento observado no caso hipotético de concessao.

Entretanto, é possivel notar algumas diferengas importantes. Conforme ilustrado
anteriormente, niveis de custo maiores do que aqueles estimados inicialmente para o projeto
exercem um impacto muito mais significativo sobre a arrecadagdo do governo no caso em que
0 projeto obedece as regras de concessao do que no caso em que se considera o regime de
partilha. Isso decorre do fato de que a arrecadacdao do governo é relativamente maior no caso

de partilha do que no de concessdo e, portanto, no primeiro caso, quando se apresentam niveis
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de custos maiores, 0 governo é capaz de manter niveis de arrecadacdo maiores em partilha do

que em concessao.

No que se refere a atratividade do projeto, tanto se for considerado o regime de
concessao quanto o regime de partilha, nota-se que o VPL do projeto € mais sensivel do que o
government take no que se refere as variacbes de preco do petroleo, custo e produtividade.
Entretanto, a anélise elaborada ilustra que o consorcio responsavel pelo projeto de E&P em
questdo se encontra numa situagdo mais confortavel no caso do regime de concessdo do que
no caso do regime de partilha. Este elemento é apenas um reflexo de capacidade de

arrecadacao do governo relativamente maiorno caso de partilha.

Baseado no modelo de avaliacdo de viabilidade econémica de projetos de E&P
desenvolvido em Excel pelo GEE em paceria com o IBP, foi possivel observar ainda as
adaptacdes no modelo de concessdo que seriam suficientes para permitir que o projeto gerasse
resultados semelhantes aqueles observados no caso do regime de partilha. Sinteticamente, este
ultimo topico da analise mostra que pequenas mudangas isoladas nos royalties ou bdnus de
assinatura do regime de concessdo permitiriam gerar tal equivaléncia de resultados e que, 0
governo poderia ter conduzido a redefinicdo do arcabougo regulatério para o Pré-sal de
maneira mais simples (caso seu Unico proposito fosse aumentar um pouco 0s niveis de
arrcadacdo). Esta observacdo sustenta a idéia de que o propdsito primordial do governo, ao
modificar o regime regulatorio, era de obter um maior controle sobre o setor, uma vez que
seria possivel aumentar os niveis de arrecadacao através das medidas pontuais mencionadas

no Gltimo item do capitulo.

A partir da analise deste capitulo e pela observagdo da conjuntura econémica do
setor de E&P no pais, nota-se finalmente que a industria do petr6leo demanda a adocdo de
algumas medidas a fim de que o setor se desenvolva num ritmo mais estavel e conveniente
com as potencialidades do Brasil. Torna-se clara, portanto, a necessidade de adaptacdes do
modelo regulatério de partilha, uma vez que a capacidade de controle do governo e a baixa
flexibilidade da arrecadacdo do mesmo frente a variagOes das variaveis estudadas reduzem a
atratividade dos projetos. As mudangas necessarias concernem a redefinicdo de alguns
elementos que impedem um ritmo de investimentos saudavel na inddstria, ou seja, um ritmo
de investimentos que estimule o desenvolvimento de um parque industrial de fornecedores da

industria do petroleo e que promova a inovacao.
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CONCLUSAO

O segmento de E&P da industria do petréleo é fonte de elevadas receitas e lucros
para as empresas que atuam no setor. Os elevados lucros fizeram desta inddstria um dos
principais motores do desenvolvimento econdmico no século XX. Associado a natureza da
atividade (exploracdo de um recurso exaurivel localizado em diversas regides com diferentes
caracteristicas institucionais e politicas), o petroleo se tornou o protagonista na definicdo do
atual cenario geopolitico global. Uma vez que esta indUstria possui a capacidade de gerar
lucros extraordinarios, um dos aspectos centrais da mesma se refere, portanto, a definicéo de
um arcabougco regulatorio e fiscal que permita que o governo se aproprie de parte desta renda

e organize o processo de desenvolvimento do setor.

Impulsionado por aspectos setoriais, 0 governo brasileiro, por sua vez, apresentou,a
partir de 2007, um esforco no sentido de adotar um novo regime regulatério. O potencial de
producdo dos recursos do Pré-sal é muito representativo, uma vez que indica para o
posicionamento do Brasil como um grande exportador de petrleo nas proximas décadas.
Diante desta perspectiva, a discussdo estabelecida no governo se referia a possibilidade de
criar um arranjo institucional capaz de permitir que 0 mesmo conduzisse 0 processo de
desenvolvimento do upstream do setor, impulsionando a inddstria nacional, e que lhe

permitisse estar dotado dos recursos necessarios para tanto.

A partir disto, esta dissertacdo apresentou como proposta a discussdo de trés topicos
principais: (i) os elementos que devem ser considerados ao definir o arcabougo regulatorio da
industria de E&P; (ii) uma andlise descritiva e critica do atual arcabouco regulatorio
brasileiro; (iii) a comparacdo entre os arcaboucos regulatérios existentes, avaliando como um

projeto de E&P no Brasil responde a fatores ndo controlaveis pelos agentes da industria.

A partir disto, esta conclusdo visa reapresentar, brevemente, a discusséo feita até
entdo, enfatizando um quarto elemento: (iv) a formulagdode propostas sobre as quais seja
possivel rediscutir o arcabouco regulatério brasileiro e adequa-lo a um novo contexto da

industria mundial do petroleo.

Conforme exposto no Capitulo 1, existe uma série de possibilidades a respeito da
definicdo de um arcabouco regulatdrio para o setor de exploracdo e producédo de petrdleo e
gas natural. Tal definicdo ndo se limita apenas aos elementos caracteristicos do regime

regulatorio e suas instituicbes, mas ainda aos mecanismos de apropriacéo da renda do petroleo
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definidas pelo governo. Neste sentido, um dos aspectos centrais da analise desenvolvida nesta
dissertacdo consiste no fato de que um regime regulatério ndo pode ser previamente
caracterizado como bom (caracteristico de paises desenvolvidos, com instituicGes fortes) ou
ruim (de paises subdesenvolvidos, com instituicdes fracas), uma vez que existem diferencas
institucionais, nas formas de participacdo dos governos e nos mecanismos de arrecadacdo em
modelos regulatorios que, apesar de estarem em paises diferentes, possuem a mesma
denominacdo. Seria ingénuo afirmar, por exemplo, que 0 modelo de concessdo adotado na
Argélia possui as mesmas qualidades do regime de concessdes noruegués®®. Portanto, a

denominacdo de um regime regulatorio ndo é suficiente para qualifica-lo ou desqualifica-lo.

Ainda no primeiro capitulo foi possivel identificar uma série de elementos que
representam riscos e incertezas para a industria do petroleo. Grande parte destes riscos ndo
podem ser controlados pelo governo ou pelas empresas responsaveis pelas atividades de E&P
e impactam diretamente na renda gerada pelas mesmas. Tais riscos derivam de fatores
técnicos e econdmicos tais como: preco do barril de petréleo no mercado internacional,
produtividade dos pocos produtores, caracteristicas geoldgicas do reservatorio explorado, etc.
Assim, cabe ao governo de cada pais adotar um arcabouco regulatério e um regime fiscal
condizentes tanto com as potencialidades e volume de petréleo estimado em cada bloco
guanto com 0s riscos e incertezas relativas aos cenarios de preco, produtividade, custo, etc, de
modo a conduzir o desenvolvimento da industria e manter o nivel de investimentos desejado

no setor.

No capitulo 2, foram observados, especificamente, como o governo brasileiro tem
se posicionado em relacdo a estes fatores. O surgimento da possibilidade de um novo patamar
de producéo e de renda do petrdleo através da descoberta do pré-sal, levou o governo a adotar
um novo regime regulatério (regime de partilha) para esta nova fronteira exploratoria no
Brasil. Assim, a andlise desenvolvida neste capitulo mostrou os artificios adotados para o
governo reequilibrar a relacdo entre a atratividade econémica nesta nova fronteira (dado o

novo potencial) e sua necessidade de apropriacdo da renda petrolifera.

Em primeiro lugar, o regime de partilha trouxe consigo novos mecanismos de
arrecadacdo®’ da renda petrolifera. Além das mudancas na aliquota dos royalties que no caso

do regime de partilha é de 15%, pode-se destacar o aspecto central do novo regime: o fator de

46 Ver Capitulos 4 e 13 de Tolmasquim e Pinto Jr (2011).
47 A discussao esteve ainda voltada para a questdo da reparticdo da renda do petrdleo, entretanto, ndo cabe aqui
entrar em maiores detalhes sobre esta discusséo.
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partilha do excedente em 6leo. Como ilustrado no capitulo 2, o fator de partilha minimo é
estabelecido no edital de licitacéo e varia de acordo com a faixa de preco do barril de petrdleo
e com a produtividade do campo. O aspecto progressivo deste mecanismo de arrecadacao

substitui aquele observado na Participacdo especial, presente no regime de concesséo.

As mudancas em relacdo ao regime de concessdo também estdo presentes na forma
de outorga dos blocos exploratorios. Uma primeira diferencga € que o leildo de campos do pre-
sal tem o fator de partilha como o principal critério de escolha do consércio vencedor. Este
tipo de leildo, tal como definido para os blocos exploratérios do pré-sal, é apontado como uma
das principais fragilidades do modelo de partilha, uma vez que é um tipo de leildo que nao
gera um ambiente de competicdo semelhante aquele verificado nos leildes dos campos do

regime de concessao.

Neste aspecto, a presenca da Petrobras como operador Unico € o principal elemento
que justifica a falta de concorréncia nos leildes do pré-sal. Conforme estabelecido em lei, a
Petrobras tem a participacdo minima de 30% dos campos do pré-sal, além da possibilidade de
aumentar sua participacdo caso participe do leildo em consorcio com outras empresas. Este
aspecto inibe a entrada de outras empresas/consorcios no leildo (como foi observado no leildo
de Libra que, apesar de ser um dos campos com maior volume de recursos estimados, recebeu

oferta de apenas um consorcio de empresas).

O novo regime exigiu também a existéncia de um novo organismo institucional, a
PPSA. Esta empresa publica foi criada para representar o governo em cada projeto do pré-sal.
Entretanto, é importante destacar que a PPSA ndo investe no projeto, sua atuacao se limita a
participar do processo decisorio sobre 0 mesmo (atuando com poder de veto no comité gestor)
e a receber e gerir a parcela do excedente em 6leo destinada ao governo.

De modo particular, deve-se notar que, uma das principais diferengas no que tange
ao aspecto regulatério/institucional entre os dois modelos é a capacidade de controle do
governo que se observa ndo apenas pelo exercicio das atividades de fiscalizacdo da ANP, mas
principalmente pela participacdo e pelo poder de veto da PPSA no comité operacional de
todos os projetos licitados de acordo com o regime de partilha. Como exposto ainda no
capitulo 2, este controle excessivo do governo sobre o processo decisorio gera incertezas e

reduz a percepcao de um ambiente propicio ao desenvolvimento da industria de E&P.
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A andlise comparativa estabelecida no capitulo 3, por sua vez, ilustra
numericamente como o regime de partilha se diferencia do regime de concessdo, ou seja,
como o novo modelo foi capaz de equilibrar a relacdo entre o potencial exploratorio de
projetos offshore (e a atratividade econémica correspondente) e a capacidade do governo

controlar e se apropriar da renda gerada pelas atividades de E&P no Brasil.

Neste sentido, o capitulo 3 evidenciou que o governo, ao estabelecer o novo regime,
foi bem sucedido em aumentar sua capacidade de apropriacdo da renda petrolifera. Como
exposto no terceiro capitulo, a arrecadacdo do governo nos projetos sobre os quais se aplicam
as regras do regime de partilha foram relativamente maiores que nos projetos sujeitos ao
regime de concessdo. Este fato se dd em razdo de um fator especifico: a maior taxa de

royalties incidente sobre o valor da producéo no caso do regime de partilha.

Neste sentido, é importante notar que ndo havia necessidade de mudar o regime
regulatério para que fosse estabelecido uma maior taxa de royalties. Mais uma vez, este fator
evidencia que o principal propdsito da mudanca de regime ndo estd associada a maior
arrecadacdo do governo, mas sim a criagdo de um arcabouco que permitisse um maior

controle do governo sobre as atividades de E&P.

A adocdo da taxa de royalties a 15% é algo muito relevante. Conforme observado
no Gréafico 1, os royalties sdo responsaveis por aproximadamente 50% da arrecadacdo do
governo (desconsiderando impostos diretos e indiretos). Desta forma, uma vez que o
crescimento do setor esta baseado na exploracdo das areas do pré-sal, onde se aplica a taxa de
15%, a tendéncia indica que tal participacdo dos royalties aumente nos proximos anos (apesar
de estar sujeito a flutuacdo de precos do barril, uma vez que eles incidem sobre o valor de
producdo).

A nivel de projeto (e considerando os impostos diretos e indiretos que incidem
sobre a atividade), os royalties compdem aproximadamente 25% do government take
enguanto no cenario que considera 0 regime de concessdo 0s royalties correpondem,
aproximadamente, por 18% do government take. Em termos nominais esta diferenca é ainda
maior, dado que o valor total da arrecadacdo do governo no cenario que considera o regime de

partilha € maior do que no caso do regime de concessao.
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Caberia ainda discutir sobre 0s mecanismos progressivos* de arrecadacdo uma vez
que a partilha do excedente em 6leo € a principal fonte de arrecadacdo do governo no caso de
partilha, assim como a participacdo especial é a principal fonte de arrecada¢do no caso do
regime de concessdo. Entretanto é importante notar que estes fatores ndo explicam o fato da
arrecadacao de partilha ser relativamente maior do que no caso de concessdo. Eles apresentam
fatores de progressividade parecidos. Na verdade, enquanto a participacdo especial aumenta
mais rapidamente com o aumento da produtividade, a partilha do excedente em éleo aumenta
mais rapidamente com a evolucdo de pregos. Estes elementos se equilibram de tal modo com
as demais fontes de receita do governo que ndo sdo capazes de explicar sozinhos porque a
diferenca entre a arrecadacdo do governo em partilha e a arrecadacdo em concessdo se

mantém para diferentes niveis de preco e de produtividade.

Outro fator importante que explica a capacidade de arrecadacdo ampliada do
governo permitida pelo regime de partilha pode ser percebido nos efeitos dos custos sobre os
niveis de arrecadacdo. Conforme ilustrado anteriormente, niveis de custo maiores do que
aqueles estimados inicialmente para o projeto exercem um impacto muito mais significativo
sobre a arrecadacdo do governo no caso em que o projeto obedece as regras de concessdo do
que no caso em que se considera o regime de partilha. Além disso, é importante mencionar
que o préprio governo, via ANP, possui a autoridade de julgar os elementos que compdem 0s
custos do projeto como custos recuperaveis ou ndo (ou seja, passiveis de serem cobertos pelo

custo em éleo ou ndo).

De modo anélogo a anélise do government take, o capitulo 3 ilustra os efeitos sobre
0 VPL. Tanto no caso do regime de concessdo quanto no caso do regime de partilha, nota-se
que diferentes niveis de preco, produtividade e custos afetam mais fortemente o VPL do que a
arrecadacao do governo, ou seja, 0 impacto das alteracdes naquelas variaveis se faz sentir com
mais forca no caixa das empresas do que no do governo. De modo geral, nota-se ainda que o
VPL do projeto estd mais sujeito a flutuacBes (decorrentes da mudanca daquelas mesmas
variaveis) no caso do regime de partilha do que no de concesséo. Isto ilustra como o regime
de partilha gera, neste aspecto, um ambiente de menor atratividade para os projetos de E&P,
uma vez que o aspecto regulatorio fragiliza a capacidade das companhias lidarem com

cenarios adversos.

4L embrando que os mecanismos progressivos de arrecadacdo sdo assim denominados uma vez que a base de
incidéncia destes varia no mesmo sentido dos niveis de preco e de produtividade.
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Esta analise comparativa permite, portanto, identificar as vantagens e desvantagens,
as fragilidades e forcas do novo modelo regulatério adotado para o pré-sal. Este aspecto
contribui para a discussdo da necessidade de adaptacdo do modelo, de modo a tornar o
ambiente institucional mais sofisticado e propenso ao crescimento sustentado da industria de
E&P e da industria de fornecedores no Brasil. As principais fragilidades apontadas por
agentes da industria estdo relacionadas a elementos que apresentam o potencial de prejudicar
0 desenvolvimento do setor de E&P no Brasil. Grande parte das criticas se destinam ao

excessivo controle do governo sobre o processo decisorio dos projetos.

Dentre estes fatores estdo: (i) a figura do operador unico; (ii) o poder de veto e
obrigacGes da PPSA, e; (iii) restricbes quanto a recuperacdo de custos. A figura do operador
Unico pode prejudicar o setor uma vez que o ritmo de investimentos no Pré-sal pode ser
reduzido em virtude do consideravel montante de recursos financeiros a ser investido para o
desenvolvimento de uma variedade de blocos exploratorios. A autorizacdo de multiplos
operadores dos campos do pré-sal permitiria que os investimentos fossem feitos de maneira
mais estavel, permitindo o crescimento sustentavel e competitivo da industria de

fornecedores, a geracdo de incentivos a inovacao.

A figura da Petrobras como operadora Unica dos blocos exploratérios contribui
ainda para o mal funcionamento dos leilGes de partilha. O fato desta empresa ser a operadora
Unica dos projetos Ihe concede um peso muito significativo nos leildes. A experiéncia do
leildo do campo de Libra evidencia que este modelo inibe a participacdo de outros consorcios,
que ndo aquele no qual a Petrobras esta inserida. Isto tem como efeito a adogdo contratual do
fator de partilha minimo estabelecido no edital de licitacdo e, portanto, representa um custo de
oportunidade consideravel, uma vez que, se o leildo fosse competitivo, 0 governo poderia

fechar o contrato com um fator de partilha mais elevado.

No que se refere ao poder de veto da PPSA e suas obrigacdes, o IBP, por exemplo,
aponta que, enquanto a maioria das empresas estatais criadas em outros paises que adotam o
regime de partilha possuem a simples funcéo de representar o Estado para o recolhimento da
parcela do excedente cabivel (ndo apresentando funcGes relacionadas a participagdo nos
investimentos e nos riscos do empreendimento, nem em atividades operacionais, ambientais e
de seguranca) a PPSA participa diretamente no processo decisorio dos projetos de E&P. Mais
do que isso, a estatal tem poder de veto no comité gestor do projeto. Este elemento gera,
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portanto, discordancias a respeito dos critérios de definicdo dos itens que compdem 0s custos,

por exemplo.

Finalmente, o terceiro aspecto, referente as restricdes a recuperagdo de custos, esta
relacionado as incertezas que tangem a definicdo do custo em oéleo que, conforme
estabelecido em contrato, deve ser devolvido as empresas de petroleo que atuam no projeto.
Conforme mencionado no capitulo 2, o governo atua nas duas pontas do processo decisorio,
numa ponta através da ANP, que define os itens que compordo o custo em 6leo e, na outra
ponta, a PPSA que possui poder de veto no comité gestor dos projetos de E&P.

Diante disto, é importante reconhecer que as mudancas no setor sdo necessarias e
bem-vindas, seja do ponto de vista da capacidade de arrecadacéo do governo, seja do ponto de
vista do desenvolvimento do mercado e de sua capacidade de impulsionar a industria
nacional. Neste sentido, alteracdes no arcabouco regulatorio devem apontar para a reducao do
poder de controle do governo (aspecto para o qual € destinada a maior parte das criticas ao

novo arcabouco regulatorio).

Em primeiro lugar, é fundamental rever a atuacdo da Petrobras como operador
unico. A auséncia desta figura Unica contribuiria para que a inddstria seja capaz de se
desenvolver num ritmo mais adequado e num ambiente mais competitivo, gerando
externalidades positivas para os demais setores da economia. Além disso, a participacdo
obrigatoria da Petrobras em todos os projetos condiciona o desenvolvimento do setor as
capacidades financeiras da mesma, 0 que aumenta o risco relacionado a sustentacdo da

industria de fornecedores no pais.

Este aspecto € igualmente essencial no que se refere a forma de outorga dos campos
do pré-sal, ou seja, os leildes de campos sujeitos ao regime de partilha. Apesar de ser uma
decisdo que estara sujeita a um grande debate (em virtude da necessidade de mudanca na
legislacdo), a retirada da obrigatoriedade de que a empresa detenha 30% de participacdo em
todos o0s projetos contribuird para aumentar a competitividade dos leildes e,
consequentemente, permitir que o fator de partilha adotado no contrato seja maior do que o

fator minimo especificado no edital.

A reducdo do controle do governo passa ainda pela reducéo do papel da PPSA, ou
seja, pela retirada de seu poder de veto do comité gestor do projeto. Este aspecto seria

fundamental para permitir que as empresas possam conduzir o processo de deciséo de gasto
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baseados em seus préprios critérios (até mesmo porque a PPSA ndo investe no projeto).
Assim, o modelo seria mais apropriado e semelhante aos modelo de partilha adotado em
paises que possuem tradicdo e que foram bem-sucedidos com a adog¢do deste tipo de regime

regulatorio.

Finalmente, é importante mencionar que tais mudancas sdo cruciais uma vez que no
pré-sal existe um conjunto de blocos a serem explorados que ndo possuem as mesmas
caracteisticas e potencialidades observadas no campo de Libra. E necessario, portanto, que o
governo esteja dotado de mecanismos que permitam flexibilizar as regras do arcabouco
regulatério a fim de que os campos com diferentes potenciais produtivos (campos marginais,

por exemplo) sejam contemplados pelos elevados investimentos que serédo realizados no setor.
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APENDICE — DESCRICAO DO MODELO ECOSIM-PSC

Este Apéndice apresenta as principais caracteristicas do modelo e do raciocinio considerado
para a construgdo do mesmo. A abordagem descritiva apresentada ndo engloba todos os
elementos que compdem o modelo, entretanto, fornecem as informacdes necessarias para uma
melhor compreensdo dos elementos apresentados no Capitulo 3.

A.l. Parameters

A planilha Parameters apresenta os principais parametros do modelo e o0s principais
resultados. Todos os dados com fonte na cor vermelha e cujas células estdo na cor cinza,
podem ser alterados conforme desejado pelo usuario.

Na primeira tabela®®, sdo apresentados os valores basicos que caracterizam o projeto estudado
pelo modelo como: o tamanho da FPSO, o volume de reservas, a presenca relativa de 6leo e
gas no campo, a duracdo do contrato, o preco do 6leo, o desconto em relacdo ao Brent, o
preco do gés, o bonus de assinatura, a taxa relativa aos royalties, a taxa referente ao imposto
de renda, o método de depreciagdo utilizado (UnitsofProduction / StraightLine) e a taxa de
depreciagdo.

Tabela 1

| PS: You can change => Red valuesin grey cells

Case Selected (FPSO size) 150

Reserves MMBboe 8133

Qil 80%

Gas 20%
Contract Duration (years) 85
Oil Price US$/Bbl 90.00
Discount to Brent 7.5%
Gas Price US$/Mbtu 6.00
Bonus Assingment M.US$ 7500.00
Royalties % 15.0%
Income Tax Rate % 34.0%)
Depreciation Method Units of Production
SL Depreciation Rate 10.0%)

Logo em seguida, ¢ possivel definir outros pardmetros tais como: porcentagem relativa aos
gastos com P&D, a presenca opcional do REPETRO e de Leasing, o ICMS incidente sobre 0s
bens repetraveis, os juros do leasing, WithholdingTax>® (Netherlands), a porcentagem de lease
no subsea e na FPSO, a opcéo de aplicar ajuste TP (transferofprice®) ou ndo, o primeiro ano
do projeto, a taxa de desconto, a inflagcdo de precos e a inflagéo de custos.

45As tabelas apresentadas neste apéndice nao refletem todos os parametros assumidos no capitulo 3.

%0 Imposto deduzido da fonte de renda

51 Ajuste da transferéncia de precos de bens e servigos controlados por entidades legais dentro de uma mesma
empresa.
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Tabela 2

ICMS on Repetro % 3.1%)
Leasing Interest % 10.0%
WHT (Netherlands) 15.0%)
Subsea % Lease 75%)
FPSO % Lease 95%
Apply TP Adjustment YES

Project First Year 2014

Discount rate % 10.0%

Cost Inflation 0%

Price Inflation 0%

A célula correspondente ao Actual Gov. Profit share indica a porcentagem do excedente em
0leo que sera entregue ao governo. Esta célula seleciona o valor percentual de acordo com a
produtividade pogo € o prego do barril, conforme definido na tabela imediatamente inferior:

Tabela 3

Actual Gov. Profit share | 43. 160%|

A tabela com os principais resultados do fluxo de caixa mostra: a receita bruta, CAPEX,
OPEX, receita liquida, a parcela da renda petrolifera apropriada pelas empresas contratadas
(Co. Take) tanto em termos percentuais quanto em valores monetérios, a parcela apropriada
pelo governo (Gov. Take) tanto em termos percentuais quanto monetarios e a taxa interna de
retorno do projeto.

Tabela 4

| Results | Discounted 10% Undiscounted

Gross Revenue 126,488 651,160
CAPEX (ex ABEX) 22,199 53,885
OPEX 25,960 136,020
Net Revenue 78,329 461,256
Co. Take 9.1% 29.8%
Gov. Take 90.9% 70.2%
Co. Take 7,123 137,487
IRR 12.40%] 12.40%)
Indirect Taxes 9,679 43,321
Royalty 17,460 89,470
Income Tax 11,959 59,234
Special Participation 0 0
Gov. Prod. share 24,609 124,243
Bonus 7,500 7,500
Gov. Take | 71,207] 323,769)

A seguinte tabela mostra como o valor investido se distribui entre as empresas que fazem
parte do consércio.
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Tabela 5
Consortium
Companies Share | Investment | NPV (US$) |[Take (MBOE)

Petrobras 40.0% 8879.5 2,849 2088
Shell 20.0% 4439.7 1,425 1044
Total 20.0% 4439.7 1,425 1044
CNPC 10.0% 2219.9 712 522
CNOOC 10.0% 2219.9 712 522
Partner 5 0.0% 0.0 0 0

Na seguinte tabela é possivel observar a razdo receita bruta/volume das reservas descontado e
ndo descontado. Pode-se observar ainda o valor presente liquido (no Brasil, na Holanda e o
total). Além disso, a tabela informa o limite do custo recuperavel inicial, o limite do custo
recuperavel, o custo recuperavel de uplift. E possivel escolher ainda em quais anos iniciais
serdo considerados os limites e em que serd computado o custo recuperavel (modulo ou

projeto).

Tabela 6
| Discounted 10% Undiscounted Uninflated |
15.6 80.1
2.7 6.6 5.8 $/Bbl
3.2 16.7 10.0 $/Bbl
5.9 23.4
NPV - BR 9,441.46
NPV - NL -2,318.83
NPV Total 7,122.63
Initial Cost Recovery Lim 50.0%
Cost Recovery Limit 9 30.0%
Cost Recovery Uplift 9 0.0%)
Initial limit during the firs 2 |years
Cost recovery by [module |

O usuério pode determinar ainda a produtividade dos poc¢os produtores. Tais variacdes
afetardo o Actual Gov. Profit Share, conforme definido na matriz produtividade/preco do

barril.

Tabela 7

Undiscounted
Economic Limit Reached? NO
Unrecovered Cost Oil
Cost QOil Lost to Inflation
Divisible Income balance
Depreciation balance

Production per Producing Well (000bb|/d)| 20.00
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Finalmente, o usuario pode selecionar ainda o tipo de regime contratual que pretende adotar
sobre o projeto: partilha ou concessao. Isso permite identificar automaticamente os resultados
do projeto em diferentes modelos regulatérios.

Tabela 8

Contrato Partilha

A.2. Profile Assumptions
Essa planilha expde os principais dados a partir dos quais serdo calculados os elementos
referentes aos custos existentes ao longo de todo o projeto. A tabela verde a seguir, define
fatores como o tamanho da FPSO, os precos, o numero de pogos (exploragdo, extenséo,
produtores e injetores). Mostra também o custo de perfuracdo de cada poco, a parcela reativa
ao custo de abandono e a taxa de declinio da producéo.

Tabela 9

ASSUMPTIONS

EPSO Pocos

|Size (kbd) |Price ($M) |Exploracao |Extens<")es |Produtores| Injetores [Pipeline ($M)
100 1600 0 2 5 600
120 1800 0 8 6 600
150 2000 1 8 8 600
180 2500 0 5 9 600

Pocos

Preco da Subsea/ Pogo $ 60

Perfuracéo de Pogco  Exploracdo $ 150

Perfuracéo de Poco  Desenwolv. $ 150

Abandono (% total well cost) 5.0%

Curva de Producéo

Tempo de Plateau (inicio 2° ano) 7

Production decline rate 10.0%

Variable Opex 10.00  $/oeb Fixed Opex $M/year

A W NN

Na tabela seguinte o usuario pode inserir a quantidade de FPSOs que serdo utilizadas no
projeto e 0 ano em que cada FPSO entrard em funcionamento, ou seja, 0 ano em que se inicia
a producdo. O usudrio pode ainda supor que duas FPSOs entram em operacdo num mesmo
ano se repetir o nimero da célula anterior. Ex: se o usuario deseja supor que duas FPSOs
entram em operacdo no 12° ano, basta digitar o nimero 12 nas duas primeiras células em
amarelo da coluna ‘’Start upyear’’.
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Tabela 10
FPSO’s 10 Units
FPSO Size  Cost Plateau  First Year Start Up Exploracdo Extensdes Produtores Injetores  Pipeline
(kbd) ($M) mbo/year = mbolyear Year ($M)

1 150 2000 54.8 27.4 7 1 3 5 3 600
2 150 2000 54.8 27.4 8 1 3 5 3 50
3 150 2000 54.8 27.4 9 1 3 5 3 50
4 150 2000 54.8 27.4 10 1 3 5 3 50
5 150 2000 54.8 27.4 11 1 3 5 3 600
6 150 2000 54.8 27.4 12 1 3 5 3 50
7 150 2000 54.8 27.4 13 1 3 5 3 50
8 150 2000 54.8 27.4 14 1 3 5 3 50
9 150 2000 54.8 27.4 15 1 3 5 3 600
10 150 2000 54.8 27.4 16 1 3 5 3 50
11 17 50
12 18 50
13 19 50
14 20 50
15 21 50

Observando os parametros adotados nas tabelas anteriores, € possivel explicar como 0s
resultados foram gerados e obtidos pelo modelo. Para tanto, a Planilha Cash Flow sera
detalhada, verificando como cada coluna foi obtida.

A.3. Cash Flow

Nesta planilha verificaremos como os dados de cada coluna, que compde a tabela do fluxo de
caixa, foram obtidos a partir das demais planilhas. Esta planilha se divide em duas partes: a
primeira explicita os elementos que caracterizam o projeto a partir das relagdes comerciais do
mesmo no Brasil; a segunda considera as relacdes com o exterior.

A.3.1. Brasil

A.3.1.1. OilProductionMboe/y
Na primeira coluna temos o volume de producdo de petrdleo. Estes dados tem como origem a
planilha Profile New. Neste ponto, é importante mencionar que tais dados sdo gerados dada a
interdependéncia de 4 planilhas: Profile Baselnfl, Profile Base e Modules. Analisaremos a
sequencia a partir da planilha origem (Modules).

Modules

A planilha Modules apresenta a curva de producdo (entre outros fatores analisados
posteriormente), evidenciando a entrada de cada médulo de producdo em cada ano, conforme
definido na planilha Profile Assumptions.

Profile Base

Nesta planilha o volume de producdo € multiplicado pela porcentagem referente a
presenca fisica de 6leo no campo (80%) definido na planilha Parameters. O mesmo ¢ feito na
planilha Profile Base Infl (tendo em vista que a inflagdo ndo possui qualquer interferéncia
sobre o volume de produg&o).
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A.3.1.2. GasMboely

Na segunda coluna, o procedimento para obtencdo dos dados de producao de gas é semelhante
ao da producdo de 6leo. A Unica diferenca se encontra na planilha Profile base, onde o volume
considerado é multiplicado pela parcela correspondente do volume de gés presente no campo
conforme definido na planilha Parameters.

A.3.1.3. OilRevenue
Para obter a receita anual do petréleo, multiplica-se a producéo de 6leo pelo prego obtido na
planilha Price. Na planilha Price, o prego definido na planilha Parameters € ajustado de modo
a refletir o desconto com relacéo ao Brent e a inflagdo para cada ano.

A.3.1.4. GasRevenue
A receita anual referente a producgdo de gas é calculada utilizando-se os mesmos critérios do
calculo da receita do petroleo (desconsiderando, obviamente, o desconto com relacdo ao
Brent). Outro detalhe é que o resultado do produto producdo de gas é multiplicada por 5,617
(dado que o volume de gas estd medido em barris de 6leo equivalente enquanto o prego
originario da planilha Price esta em US$/Mbtu).

A.3.1.5. Gross Revenue
Obtido atraves da soma das receitas do petroleo e do gés.

A.3.1.5. Royalty
Dado que os royalties incidem sobre a receita, o valor obtido corresponde a multiplicacdo da
taxa de royalties definida na planilha Parameters pela receita bruta.

A.3.1.6. Participacao Especial
Para 0 caso de concessdo, deve-se levar em conta a participacdo especial como uma das fontes
de arrecadacdo do governo. Tendo em vista que 0 volume de produ¢do do campo considerado
no modelo é muito elevado, na maior parte do periodo do projeto, a Participacdo especial
atinge taxas maiores que 30%. Os valores sdo obtidos na planilha PE, onde se calcula sobre a
base suscetivel a participacdo especial, a parcela aplicavel correspondente ao volume de
producdo do ano considerado.

A.3.1.7. P&D
De maneira semelhante ao Royalty, o valor destinado ao P&D equivale a uma porcentagem,
definida na planilha Parameters, da receita bruta.

A.3.1.8. OPEX Cost
Os custos operacionais anuais do projeto sdo listados nessa coluna. A trajetdria de origem dos
dados é dada pela seguinte sequencia de planilhas: Modules, Profile Base Infl, Profile New.

Modules

Nesta planilha calcula-se o custo operacional de acordo com o inicio do funcionamento de
modulos de producdo e de acordo com os critérios estabelecidos na planilha Profile
Assumptions.
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Profile Base Infl

Esta planilha apenas transforma os dados obtidos em Profile Base de acordo com a inflacéo de
custo considerada no modelo e, considerando 0 ano do projeto.

Profile New

Nesta planilha o valor obtido em Profile Base Infl é transformado conforme os
multiplicadores definidos e adaptado de acordo com a presenca de leasing (conforme definido
na planilha Parameters).

A.3.1.9. OPEX Taxation
Esta coluna expde os valores referentes aos impostos que incidem sobre os elementos que
envolvem o custo operacional. Cada célula apresenta a soma do Opex sem REPETRO, Opex
leasing, e OpexSubsea da planilha Profile Taxes (2) para o ano correspondente.

Na coluna Opex sem repetro, o valor é obtido pela soma da multiplicacdo (se o0 OPEX da
planilha Profile New for diferente de zero) das participacdes relativas de cada categoria
tributéria da coluna Opex sem repetro na tabela 10, pela aliquota efetiva correspondente e,
posteriormente, multiplicado pelo valor correspondente obtido em Profile Base Infl e pelo
multiplicador do custo efetivo (da planilha Profile New).

Tabela 11
Categoria de gastos

Categoria tributaria Sismica pogo Pioneiro  |pogos extensdes Pogos Subsea FPSO Escoamento outros Of::ezzm Opecl.ensing. :J:;:::'" ©Opex Leasing. egsm
Bens Repetro 0% 0% 0% 0% 75% 95% 0% 0% 0% 0% 0%
Bens N&o Repetro Nacional 0% 18% 18% 18% 0% 2% 28% 0% 25% 0% 0%
Bens N&o Repetro Internacional 0% 11% 11% 11% 0% 0% 48% 0% 5% 0% 0%
Senico Nacional 20% 16% 16% 16% 10% 2% 10% 0% 30% 0% 10%
Senico Internacional 80% 4% 4% 4% 5% 0% 0% 0% 15% 0% 0%
Afretamento Nacional 0% 3% 3% 3% 3% 0% 0% 0% 25% 0% 0%
Afretamento Internacional 0% 48% 48% 48% 7% 1% 14% 0% 0% 0% 90%
Aluguel Nacional 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0%
Aluguel Internacional 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 0% 100% 0%
Total 100% 100% 100% 100% 100% 100% 100% 0% 100% 100% 100%

Na coluna Opex Leasing Subea, se a amortizagdo do leasing do ano correspondente for
diferente de zero, o valor € obtido pela soma da multiplicacdo das participacdes relativas de
cada categoria tributaria da coluna Opex leasing subsea na tabela 10 pela aliquota efetiva
correspondente. Tal valor € ainda multiplicado pelo valor total (correspondente a cada
maodulo) do leasing para cada ano.

Na coluna Opex Leasing FPSO, é feito o mesmo raciocinio, entretanto, para os valores
correspondentes as FPSOs.

Leasing

Nesta planilha, séo calculados os valores do leasing do subsea e de FPSO para cada mddulo
de producdo e de acordo com o seu respectivo inicio de operacdo. A planilha especifica, para
cada modulo, o custo total anual, os valores dos juros cobrados, as amortiza¢des, o tempo de
duracdo do contrato de leasing e o numero de unidades (seja de Subsea, seja de FPSO).
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Tax Rates (2)

Esta planilha fornece os percentuais nominais e efetivos que incidem sobre o upstream da
cadeia do petréleo e que sdo divididos em categorias tributérias. Cada categoria tributéria esta
sujeita a uma aliquota efetiva derivada das aliquotas nominais estabelecidas por cada um dos
tributos que a compdem. O modelo utiliza o conceito de aliquota efetiva a devido a
complexidade e sobreposi¢do de tributos a que esta sujeita 0 segmento upstream da industria
do petroleo, fazendo com que ocorra grande divergéncia entre as aliquotas previstas em lei
(nominais) e aquelas que de fato sdo observadas pelos participantes do setor.

Tabela 12
Aliguota Nominal

Categoria tributaria ISS CIDE 1Pl ICMS COFINS/PIS PIS 1 R TOTAL TAXES
Bens Repetro - - - 3,00% - 0,00% - - 3%

Bens Ndo Repetro Nacional - - 12,00% | 19,00% 9,25% 1,65% - - 42%
Bens Ndo Repetro Internacional - 12,00% | 19,00% 9,25% 1,65% 15,00% - 57%
Senico Nacional 5,00% - - - 9,25% 1,65% - - 16%
Senico Internacional 5,00% 10,00% - - 9,25% 1,65% - 15,00% 41%

11%
0%

- 11%
15,00% 15%

Afretamento Local
Afretamento Internacional - - - - R _
Aluguel Nacional - - - - 9,25% 1,65%

9,25% 1,65%

Aluguel Internacional
Tabela 13

Aliquota Efetiva
Categoria tributaria ISS CIDE 1Pl ICMS COFINS/PIS 1 IR TOTAL TAXES
Bens Repetro - - - 3,09% - 3%
Bens Ndo Repetro Nacional - - 0,00% 0,00% 0,00% - - - 0%
Bens Ndo Repetro Internacional - 0,00% 0,00% 0,00% - 14,00% - 14%
Senico Nacional 5,88% - - - 0,00% - - - 6%
Senico Internacional 5,26% 10,00% - - 0,00% - - 17,65% 33%
Afretamento Local - - 0,00% - 0%
Afretamento Internacional - 0%
Aluguel Nacional - - - - 0,00% - 0%
Aluguel Internacional - 17,65% 18%

A.3.1.10. CAPEX Cost

Os dados desta coluna do fluxo de caixa resultam da soma dos elementos que configuram o
capex (sismica, poco pioneiro, extensdes, po¢os, subsea, FPSO, escoamento, outros e
abandono), identificados na planilha Profile New. A trajetéria de origem dos dados € dada
pela seguinte sequencia de planilhas: Modules, Profile Base Infl, Profile New. A l6gica dada
por esta sequencia € semelhante aquela encontrada na obtencao dos dados do OPEX Cost. O
unico detalhe se refere ao Subsea e & FPSO da planilha Profile New, em que se considera o
custo relativo ao leasing destes equipamentos (presente ou ndo conforme definido pelo
usuario na planilha Parameters)®2.

A.3.1.11. CAPEX Taxation
De modo analogo, esta coluna captura todos os elementos que configuram os impostos sobre
o Capex. O raciocinio feito na planilha Profile Taxes € semelhante ao caso do OPEX
Taxation, entretanto, engloba as atividades de Capex. Ou seja, de modo geral, se o valor da

52 A logica adotada no modelo permite que as variagdes na produtividade afetem o custo na diregdo inversa, ou
seja, aumentos de produtividade geram menores custos.
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célula correspondente na planilha Profile New for diferente de zero, entdo é feita a soma do
produto entre as participacOes relativas de cada categoria tributaria da coluna em questéo e a
aliquota efetiva correspondente e, posteriormente, multiplicado pelo valor correspondente
obtido em Profile Base Infl e pelo multiplicador do custo efetivo (da planilha Profile New).
Lembrando que, para o caso do Subsea e FPSO, o calculo considera a presenca (ou auséncia)
de leasing, conforme definido previamente pelo usuério.

A.3.1.12. Uplift
Calculado de acordo com a porcentagem especificada pelo usuario em ‘Cost Recovery Uplift’
na planilha Parameters.

A.3.1.13. CAPEX Depreciation
A depreciacdo é calculada numa planilha especifica. Nela sdo apresentados os valores da
depreciacdo de acordo com o método definido na planilha Parameters. Foi montada uma
tabela com os célculos para depreciag@o do tipo ‘straightline’ e do tipo ‘unitsofproduction’ e,
com estes dados disponiveis, os desenvolvedores utilizaram a formula PROCV para obter 0s
dados correspondentes ao método de depreciacdo escolhido pelo usuério.

A.3.1.14. Bonus
Apenas captura o valor do bénus de assinatura estipulado pelo usuério na planilha Parameters.

A.3.1.15. CostOil
Apresenta o valor correspondente ao custo em OGleo recuperado. Este valor, por sua vez é
obtido ao verificar o valor minimo entre o CostOilLimit (obtido atraves da multiplicagdo entre
a receita total do ano em questdo pelo respectivo ‘Parametro de Recuperagdo do Custo em
Oleo’), a receita total subtraida dos royalties e 0 maximo entre o custo total e a soma do custo
total com o Costoilcarryforward.

CostOilLimit

Nesta planilha, obtém-se o Parametro Recuperacdo do custo em 6leo. Se a recuperacdo do
custo em 6leo for por médulo (conforme definido na planilha Parameters), entdo faz-se a
soma dos valores correspondentes aos Modulos do ano em questéo.

Os valores de cada modulo para cada ano desta tabela sdo obtidos ao multiplicar a razdo da
producdo daquele médulo num dado ano em relacdo a producdo total verificada no mesmo
ano, pelo InitialCost Recovery Limit (determinado na planilha ‘Parameters’) se a producdo
deste modulo for maior que zero.

CostOilCarryForward

Apesar de ndo constituir uma planilha, o Costoilcarryforward é um importante componente do
calculo do custo em 6leo recuperado. O costoilcarryforward do primeiro ano € obtido pela
simples diferenca entre o custo total e o costoil recuperado. A partir do segundo ano do
projeto, o calculo considera o costoilcarryforward do ano imediatamente anterior descontado
da inflacdo e somado a diferenga entre o custo total do custo em éleo recuperado do ano
correspondente.
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A.3.1.16. Government Profit Oil
O governmentprofitoil®® é obtido pela multiplicacdo do valor do Profit Qil de cada ano pelo
Government Profit Oilshare correspondente (ambos originados na Planilha CostOil).

Profit Oil Total

O profitoil total € obtido subtraindo os royalties, os gastos com P&D e o custo do 6leo
recuperado da receita total do empreendimento.

Government Profit OilShare

Esta porcentagem é obtida procurando o valor minimo entre a porcentagem da Tabela
Production per ProducingWell na Planilha Parameters correspondente ao preco de referéncia
do ano em questdo e, a porcentagem da mesma tabela correspondente ao valor da producao
média por poco (verificado na coluna S da Planilha CostOil).

A.3.1.17. Company Profit Qil

O lucro em o6leo das empresas também é obtido na Planilha CostQOil. O valor é obtido pela
multiplicacdo entre o Profit Oil Total e a porcentagem complementar do Government Profit
Oilshare (1 — governmentprofitoilshare).

A.3.1.18. IncomeTax
O imposto de renda é calculado a partir da multiplicacdo de sua taxa indicada na Planilha
Parameters pela receita bruta subtraida pelos royalties, pelos gastos em P&D, pelo OPEX
cost, OPEX Taxation, pela depreciacdo do CAPEX, pelo bbnus de assinatura e pelo
Governmentprofitoil, para o caso do regime de partilha. No caso da concessdo, o célculo é
semelhante, entretanto, difere por considerar a Participacdo especial no lugar do
Governmentprofitoil.

A.3.1.19. Company Net Profit

O lucro liquido é obtido pela subtragdo do Company Profit Oil pelo IncomeTax calculado na cluna
imediatamente anterior.

A.3.1.20. Net Cash Flow

O fluxo de caixa liquido é obtido através da subtraindo da receita bruta todos os custos
(royalties, P&D, OPEX cost, OPEX taxation, CAPEX cost, CAPEX taxation e bdnus de
assinatura) e o governmentprofitoil (se for o caso do regime de partilha).

A.3.2. Netherlands

O fluxo de caixa referente a Holanda trata basicamente dos custos e receitas referentes ao
leasing, representando a relagcdo do projeto com a contratacdo de equipamentos e servigos do
exterior.

%3 Lembrando que se aplica apenas para o caso do regime de partilha.
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A.3.2.1. Leasing Revenue
Soma do total PMT do leasing do Subsea ao total PMT do leasing da FPSO para cada ano.
A.3.2.2. WHT

O valor do WHT ou withholdingtax é calculado multiplicando a receita do leasing pela taxa
WHT definida na Planilha Parameters.

A.3.2.3. Net Revenue
E obtido pela diferenca entre a receita do leasing e o valor do WHT.
A.3.2.4. Capex

O Capex da Holanda é obtido a partir da planilha Profile New, onde se registra a diferenca
entre o Capex sem leasing e o Capex com leasing, ou seja, 0 Capex correspondente as
atividades relacionadas a Holanda.

A.3.2.5. Net Cash Flow

O fluxo de caixa liquido da Holanda é obtido, portanto pela diferenca entre a receita liquida e
0 Capex.

A.4. Net Cash Flow (BR + NL)

Este valor é obtido através da soma do fluxo de caixa liquido do Brasil ao fluxo de caixa
liquido da Holanda. Os resultados sdo resumidos na tabela localizada embaixo do fluxo de
caixa, onde as principais variaveis de interesse do projeto sdo agrupadas e enviadas para a
tabela da planilha Parameters (Tabela 4 do Apéndice).



