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Impulsionado pelo aumento constante da demanda de energia elétrica e pela 

busca de uma matriz energética limpa e eficaz, a utilização do potencial das energias 

renováveis, dentre elas a energia eólica, vêm apresentando uma evolução crescente 

nas últimas décadas. A indústria eólica está seguindo um novo rumo e iniciando a 

exploração do potencial eólico no mar. Devido ao grande potencial estimado para a 

geração de energia através dos ventos marinhos, a transição das turbinas eólicas 

onshore para offshore virou motivo de pesquisa no mundo todo. Com base nisto, o 

presente estudo se dedica à modelagem e a realização de análises dinâmicas de um 

sistema offshore acoplado, constituído por uma unidade flutuante do tipo spar-buoy, 

uma turbina eólica com potencial instalado de 5MW e três linhas de ancoragem 

dispostas em catenária em lâmina d’água de 320 metros. O estudo de fadiga foi 

realizado apenas paras as linhas de ancoragem considerando onze diferentes estados 

de mar unidirecionais. A modelagem e análises dinâmicas foram realizadas através da 

interface SIMA-SESAM e dos softwares RIFLEX e SIMO. Os resultados obtidos 

englobam diferentes condições ambientais e atestam que a turbina, perante a 

velocidade de vento nominal, opera normalmente. As frequências naturais, 

importantes para a calibração do modelo, foram obtidas por diferentes métodos. 
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Driven by the constant increase in the demand for electric energy and the 

search for a clean and efficient energy matrix, the use of the potential of renewable 

energies, among them wind energy, has been increasing in the last decades. The wind 

industry is taking a new turn and starting exploration of offshore wind potential. Due 

to the great potential for wind power generation, the transition from onshore to 

offshore wind turbines has become a worldwide focus. Based on this, the present study 

is dedicated to the modeling and dynamic analysis of a coupled offshore system, 

consisting of a spar-buoy floating unit, a 5MW installed potential wind turbine and 

three catenary anchor lines in water depth of 320 meters. The fatigue study was 

performed only for the anchor lines considering eleven different unidirectional sea 

states. Dynamic modeling and analysis were performed through the SIMA-SESAM 

interface and the RIFLEX and SIMO softwares. The results obtained encompass 

different environmental conditions, and attest that the turbine, before the nominal 

wind speed, operates normally. The natural frequencies, important for the calibration 

of the model, were obtained by different methods. 
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1 INTRODUÇÃO 
 

 MOTIVAÇÃO 

 

Em um momento em que os países estão investindo cada vez mais em uma 

planta energética diversificada, com foco na utilização de fontes renováveis, as 

pesquisas voltadas para o melhor aproveitamento das energias eólica e solar foram 

impulsionadas. Como reflexo deste estímulo, a utilização da energia eólica teve um 

crescimento superior a 4.000% de capacidade instalada e mais de 10.000% de 

capacidade acumulada no mundo ao longo de apenas duas décadas. 

Na Europa, nos Estados Unidos e na China, os investimentos em fontes 

renováveis de energia são mais expressivos se comparados ao investido em escala 

global, mas o Brasil vem crescendo no setor e ocupando uma posição de destaque. 

Segundo levantamento da GWEC (Global Wind Energy Council), desde 2014 o país 

aparece entre os cinco primeiros colocados no ranking mundial de expansão de 

potência eólica, sendo considerado um dos maiores produtores de energia eólica do 

mundo. 

O litoral brasileiro, apesar de pouco estudado do ponto de vista energético, 

apresenta um grande potencial eólico, com possibilidades reais de exploração. Os 

estudos, ainda pouco numerosos, constituem um importante limitador à implantação 

de novos sítios, apesar disso, a perspectiva sobre a exploração da energia oriunda dos 

ventos da região offshore é promissora.  

O fato de não haver limitações em termos de utilização do solo, dos impactos 

visuais e sonoros serem inexistentes devido à grande distância da costa, somados à 

possibilidade de uso de aerogeradores maiores em tamanho e, consequentemente, em 

potencial de geração, configuram vantagens importantes na exploração dos ventos 

offshore. Algumas características da região marinha, como a baixa rugosidade da 

superfície do mar e a menor turbulência dos ventos, também conferem vantagens à 

exploração eólica offshore devido, principalmente, o aumento da vida útil das 

turbinas. 

Os recursos energéticos e suas aplicações necessitam de pesquisas que 

produzam conhecimentos cada vez mais detalhados. Esta prática conduz a um melhor 
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aproveitamento e uso sustentável dos recursos naturais, visando a utilização dos meios 

disponíveis para suprir às necessidades da humanidade, sem privar as gerações que 

virão de beneficiar-se dos mesmos recursos naturais. 

 

 OBJETIVOS 

 

Este trabalho tem como objetivo principal analisar dinamicamente turbina 

eólica offshore flutuante do tipo spar-buoy e quantificar o dano anual normatizado das 

linhas de ancoragem através do estudo da fadiga. A unidade flutuante, uma plataforma 

do tipo Spar-Buoy ancorada ao solo marinho por três linhas de ancoragem foi a 

alternativa escolhida. As análises, realizadas nos softwares RIFLEX e SIMO, 

consideram carregamentos ambientais (vento, onda e corrente) em um sistema 

totalmente acoplado (turbina, plataforma e linhas de ancoragem).  

 

 METODOLOGIA 

 

Considerando a formulação aero-hidro-servo-elástica e tendo como 

referência o modelo de estrutura eólica offshore desenvolvido na fase IV do projeto 

OC3-Hywind da National Renewable Energy Laboratory (NREL), foi desenvolvido 

um modelo acoplado do sistema (linhas de ancoragem, unidade flutuante e turbina 

eólica). A modelagem e o estudo da fadiga foram realizados através da interface 

SIMA-SESAM e as análises dinâmicas efetuadas através dos softwares RIFLEX e 

SIMO. 

O estudo foi realizado em quatro etapas. A primeira etapa consiste da análise 

dinâmica da turbina eólica, incluindo o rotor, a nacele e a torre, em terra. Para tal, foi 

construído um modelo na interface SIMA-SESAM, obtendo os períodos e frequências 

naturais da turbina através do RIFLEX.  

A partir da segunda etapa considerou-se a turbina eólica e a estrutura offshore 

do tipo flutuante ancorada. Na segunda etapa, foram realizados testes de decaimento 

e análises do RAO. Os períodos e frequências, obtidos pelos dois diferentes métodos 

através do SIMO-RIFLEX, foram comparados entre si e com os dados da fase IV do 

projeto OC3-Hywind da NREL para calibração do modelo. 
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Na terceira etapa, foram efetuadas análises dinâmicas com diferentes 

combinações de cargas ambientais (vento, corrente e onda) e seeds, no domínio do 

tempo. Para tal, foi utilizado o referido modelo acoplado e o software SIMO-RIFLEX. 

A quarta etapa engloba o estudo de fadiga das linhas de ancoragem da 

estrutura offshore e requer a preparação de um arquivo de simulação contendo as 

séries temporais obtidas na terceira etapa. Diferentemente das demais etapas, esta é 

realizada no pós-processamento da interface SIMA-SESAM. 

O fluxograma apresentado na Figura 1.1 sintetiza as etapas do presente 

estudo, mostrando os diferentes estágios até a validação do modelo. 

 

 

Figura 1.1: Fluxograma de modelagem e análise. 

  

 ORGANIZAÇÃO DO TRABALHO 

 

A Dissertação de Mestrado está organizada em nove capítulos, além de 

apêndices e anexos que contemplam tanto dados de entrada, essenciais para a 

realização da modelagem e das análises na interface SIMA-SESAM e nos softwares 

RIFLEX e SIMO, quanto os dados obtidos. 
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O volume inicia-se pelo Capítulo 1 (Introdução), dedicado à contextualização 

e motivação do estudo, definição dos objetivos e metodologia utilizada. 

O Capítulo 2 traz a revisão bibliográfica, discorrendo brevemente sobre os 

recursos eólicos e o panorama atual nacional e mundial, introduz conceitos sobre 

princípios e tecnologia e aborda o potencial eólico brasileiro. 

O Capítulo 3 resume a fundamentação teórica e descreve ações ambientais 

atuantes em turbinas eólicas offshore. 

O Capítulo 4 apresenta as forças aerodinâmicas atuantes em turbinas eólicas 

flutuantes offshore. 

O Capítulo 5 apresenta uma descrição do modelo utilizado para análises, 

junto com suas propriedades estruturais e aerodinâmicas. 

Os Capítulos 6 e 7 apresentam os resultados obtidos. Discorrem, 

respectivamente, sobre as análises dinâmicas e o estudo de fadigas. 

As conclusões e sugestões referentes a este estudo constituem o Capítulo 8. 

As referências do corpo principal da Dissertação são citadas no final do trabalho, no 

Capítulo 9. 
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2 REVISÃO BIBLIOGRÁFICA 

 

 ENERGIA EÓLICA 

 

2.1.1 Turbinas Eólicas Offshore 

 

O primeiro sítio eólico offshore a operar comercialmente foi o de Vindeby 

(Figura 2.1), instalado em 1991 na Dinamarca e projetado pela concessionária 

dinamarquesa Elkraft. Trata-se de um pequeno sítio composto por onze turbinas 

Bonus de 450 kW instaladas entre 1,5 e 3 km de distância da costa, ainda em águas 

rasas (2,5 a 5 m de profundidade). Cada turbina era sustentada por uma larga fundação 

de base cônica, pesando mais de 1.000 t no total. Cerca de metade do peso da fundação 

era por cascalho e areia do fundo do mar, o que melhora consideravelmente sua 

sustentação. 

 

 

Figura 2.1: Sítio eólico de Vindeby (Fonte: DUTRA, 2001). 

 

Entre 1991 e 1998, alguns projetos offshore demonstrativos foram 

implementados na Dinamarca, Holanda, Noruega e Suécia (ver Tabela 2.1). Como no 

sítio de Vindeby, as torres eólicas foram instaladas próximas à costa, em lâmina d’água 

de no máximo 5 m de profundidade. Quando comparados às centrais onshore, a 

construção e instalação destes projetos offshore apresentaram custos bastante 
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elevados, deixando clara sua inviabilidade econômica. Mesmo com o insucesso 

momentâneo, estudos continuaram sendo realizados, novas técnicas foram 

desenvolvidas e, já no final da década de 1990, as primeiras centrais offshore 

comerciais começaram a ser instaladas. 

 

Tabela 2.1: Projetos de centrais offshore de demonstração instalados entre 1991 e 1998 

(Fonte: HAU, 2005). 

Localização 
Início de 

Operação 

Potência 

Instalada 

Lâmina 

D’água 

(m) 

Distância 

da costa 

(km) 

Custo unitário 

de 

investimento 

(US$/kW) 

Vindeby, Báltico 

(Dinamarca) 
1991 

11 turbinas 

Bonus de 450 kW 

cada 

3-5 1-5 2.015 

      

Lely, Ljsselmeer  

(Holanda) 
1994 

4 turbinas 

Nedwind de 500 

kW cada 

5-10 1 2.360 

      

Lely, Mar do Norte 

(Holanda) 
1994 

4 turbinas 

Nedwind de 500 

kW cada 

5-20 6 2.600 

      

Tuno Knob, Báltico 

(Dinamarca) 
1995 

10 turbinas 

Vestas de 500 kW 

cada 

3-5 6 1.935 

      

Droten, Mar do 

Norte 

(Noruega) 

1996 

28 turbinas 

Nordtank de 600 

kW cada 

5 0,2 1.500 

      

Bockstingen, Mar do 

Norte 

(Suécia) 

1998 

5 turbinas 

Wind World de 

500 kW cada 

5-6 4,5 2.040 

 

 

Atualmente, quase todos os países situados ao redor do Mar Báltico e no norte 

europeu possuem centrais offshore comerciais com planos de expansão para os 

próximos anos. As turbinas eólicas na classe de MW estão disponíveis para aplicação 

comercial e, devido ao aumento de potência instalada e, consequentemente, o aumento 

no diâmetro de rotação das pás, as centrais eólicas estão sendo instaladas em 

profundidades maiores. 

Países como Dinamarca, Alemanha, Inglaterra, Suécia e Holanda possuem 

planos para instalação e/ou expansão de centrais eólicas offshore. Como exemplo, a 

Dinamarca, que com as experiências em Vindeby e Tuno Knob (Tabela 2.1) tem 
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despontado como grande investidora em novas instalações offshore 

(FADIGAS, 2011), projeta a instalação de mais de 4.000 MW de potência eólica em 

plantas offshore até 2030. O desenvolvimento de novas tecnologias, o barateamento 

das fundações e novas pesquisas no perfil de vento offshore vêm aumentando a 

confiança das indústrias eólicas dinamarquesas na nova fronteira do desenvolvimento 

eólico.  

 

 PRINCÍPIO E TECNOLOGIA 

 

A energia dos ventos, convertida em energia elétrica, pode ser obtida de 

diversas maneiras, sendo o uso de aerogeradores, ou seja, geradores elétricos 

integrados ao eixo de um rotor, a forma mais comum. Os aerogeradores são 

reconhecidos pela geração de energia limpa e renovável, causando pouco impacto 

ambiental, e, por isso, vem ganhando popularidade e seu uso vem crescendo 

rapidamente ao redor do mundo.  

Os rotores são classificados de acordo com seu eixo em: rotores de eixo 

vertical e rotores de eixo horizontal.  Os rotores diferem, ainda, em relação ao custo 

de produção, a eficiência e a velocidade do vento em que têm sua maior eficiência. 

Por, normalmente, serem mais eficientes, os rotores de eixo horizontal são os 

utilizados com maior frequência e, por isso, o adotado neste estudo. 

Para que a produção de energia elétrica através da energia dos ventos seja 

economicamente viável utiliza-se diversos aerogeradores conectados, constituindo os 

parques e/ou sítios eólicos, cuja instalação depende não só da viabilidade econômica, 

mas também de estudos detalhados de impacto ambiental.  

A instalação de parques eólicos no mar, os chamados parques eólicos 

offshore, é cada vez mais comum devido, principalmente, a maior regularidade dos 

ventos, o que aumenta a produção de energia. Além disso, a utilização de parques 

eólicos offshore dirime os inconvenientes provocados pelo ruído e pela poluição da 

paisagem. 
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2.2.1 Turbinas Eólicas de Eixo Horizontal 

 

As turbinas eólicas com rotores de eixo horizontal são aquelas que têm o eixo 

de rotação paralelo ao solo (Figura 2.2). Este tipo de rotor é o mais comum, tanto para 

turbinas eólicas de grande porte quanto de baixo porte, devido à sua alta eficiência e 

reduzido investimento tecnológico, que levam a uma boa relação custo-benefício. O 

uso de tais turbinas requer regiões com poucos obstáculos, como prédios ou árvores, 

pois necessita de vento laminar ou pouco turbulento. 

Este tipo de turbina eólica necessita ter entre uma e quatro pás para garantir 

a melhor eficiência, mas, normalmente, é composta por três pás. Isto porque, com 

apenas uma pá há problemas com o balanceamento da turbina e com as vibrações, o 

que é altamente destrutivo em longo prazo. Com uma ou duas pás, a turbina giraria 

muito rápido, o que causaria, além de ruído excessivo, grandes esforços mecânicos 

causados pelo efeito da força centrífuga. Com quatro pás o ganho de eficiência 

comparado à turbina de três pás é muito baixo e o valor do investimento é mais 

elevado, o que justifica o fato de seu uso ser pouco comum. 

As pás são, geralmente, confeccionadas em fibra de vidro, material que une 

características fundamentais a uma pá, ou seja, é leve, resistente e durável. 

 

 

 

Figura 2.2: Turbina eólica com rotor de eixo horizontal. 
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 RECURSO EÓLICO 

 

A energia eólica pode ser considerada uma forma de manifestação da energia 

proveniente da radiação solar, uma vez que os ventos são gerados pelo aquecimento 

não uniforme da superfície terrestre. Essa não uniformidade no aquecimento da 

atmosfera deve ser creditada, entre outros fatores, à orientação dos raios solares e aos 

movimentos da Terra. Uma estimativa da energia total disponível dos ventos ao redor 

do planeta pode ser feita a partir da hipótese de que aproximadamente 2% da energia 

solar absorvida pela Terra é convertida em energia cinética dos ventos. Este 

percentual, embora pareça pequeno, representa centenas de vezes a potência anual 

instalada nas centrais elétricas do mundo. 

Os ventos que sopram em escala global e aqueles que se manifestam em 

pequena escala são influenciados por diferentes aspectos, entre os quais destacam-se 

a altura, a rugosidade, os obstáculos e o relevo.  

A Figura 2.3 ilustra a formação do vento nas regiões tropicais, que são mais 

aquecidas do que as regiões polares e recebem os raios solares perpendicularmente. 

Como consequência, o ar quente que se encontra nas baixas altitudes das regiões 

tropicais tende a subir, sendo substituído por uma massa de ar mais frio que se desloca 

das regiões polares. O deslocamento de massas de ar determina a formação e 

velocidade dos ventos, que são maiores nas regiões polares, como pode ser observado 

na Figura 2.4. 

Existem locais no globo terrestre nos quais os ventos jamais cessam, isto 

porque os mecanismos que os produzem (aquecimento no equador e resfriamento nos 

polos) estão sempre presentes na natureza. Tais ventos são chamados de planetários 

ou constantes, e podem ser classificados em: 

 Alísios: ventos que sopram dos trópicos para o Equador, em baixas 

altitudes; 

 Contra-Alísios: ventos que sopram do Equador para os polos, em altas 

altitudes; 

 Ventos do Oeste: ventos que sopram dos trópicos para os polos; e 

 Polares: ventos frios que sopram dos polos para as zonas temperadas. 
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Figura 2.3: Formação dos ventos nas regiões tropicais devido ao deslocamento das massas de ar 
(Fonte: CEPEL, 2001). 

 

 

 

Figura 2.4: Mapa global de ventos, com destaque para as maiores velocidades (> 10.0 m/s, 

destacadas em vermelho) nas regiões polares (Fonte: Site www.noaa.gov, acessado em 

03/01/17).  

 

 PANORAMA MUNDIAL 

 

Em 1990, a capacidade de energia eólica acumulada no mundo era inferior a 

2.000 MW. Em 1994, essa capacidade subiu para 3.734 MW, divididos entre Europa 

(45,1%), América (48,4%), Ásia (6,4%) e outros países (1,1%). Quatro anos mais 

tarde, chegou a 10.000 MW e no final de 2002 a capacidade total acumulada no mundo 

era próxima dos 32.000 MW e o mercado vêm crescendo substancialmente nas últimas 
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décadas. O Gráfico 2.1 mostra a evolução da capacidade global de geração de energia 

eólica instalada entre 1995 e 2016, já o Gráfico 2.2 exibe a capacidade global de 

geração de energia eólica acumulada no mesmo período, evidenciando a importância 

que a energia eólica obteve na última década. Já o Gráfico 2.3 e a Tabela 2.2 mostra 

os países que mais aumentaram sua capacidade instalada no último ano. 

 

 

Gráfico 2.1: Capacidade global instalada de energia eólica (Fonte: GWEC, 2016). 

 

 

Gráfico 2.2: Capacidade global acumulada de energia eólica (Fonte: GWEC, 2016). 
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Gráfico 2.3: Capacidade instalada de enérgica eólica, por país, entre janeiro e dezembro de 

2016 (Fonte: GWEC, 2016). 

 

Tabela 2.2: Capacidade instalada de energia eólica, por país, entre janeiro e dezembro de 2016 

(Fonte: GWEC, 2016).  

Países MW % Partilha 

China 23.328 42,7 

Estados Unidos 8.203 15,0 

Alemanha 5.443 10,0 

Índia 3.612 6,6 

Brasil 2.014 3,7 

França 1.561 2,9 

Turquia 1.387 2,5 

Holanda 887 1,6 

Grã-Bretanha 736 1,3 

Canadá 702 1,3 

Resto do Mundo 6.727 12,3 

Total TOP 10 47.873 88 

Total Mundial 54.600 100 
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 POTENCIAL EÓLICO BRASILEIRO 

 

Embora ainda haja divergências entre especialistas e instituições na 

estimativa do potencial eólico brasileiro, vários estudos indicam valores 

extremamente consideráveis. Até poucos anos atrás, as estimativas eram da ordem de 

20.000 MW; hoje, a maioria dos estudos indica valores maiores que 60.000 MW. Estas 

divergências decorrem principalmente da falta de informações (ausência e dados de 

superfície) e das diferentes metodologias empregadas1. 

Segundo a Agência Nacional de Energia Elétrica (ANEEL), os diversos 

levantamentos e estudos já realizados ou em andamento, de abrangência local, 

regional ou nacional, têm dado suporte e motivado a exploração comercial da energia 

eólica no país.  

Os estudos pioneiros foram realizados na região Nordeste, principalmente no 

Ceará e em Pernambuco. Com o apoio da ANEEL e do Ministério de Ciência e 

Tecnologia (MCT), o Centro Brasileiro de Energia Eólica (CBEE), da Universidade 

Federal de Pernambuco (UFPE), publicou em 1998 a primeira versão do Atlas Eólico 

da Região Nordeste. A continuidade deste trabalho resultou no Panorama do Potencial 

Eólico no Brasil, que, conforme mostra a Tabela 2.3, divide o território brasileiro em 

quatro classes de energia (1, 2, 3 e 4). Esta divisão é feita de acordo com a velocidade 

média do vento (Vm) e a energia eólica média a uma altura de 50 m acima da superfície 

(Em) em cinco condições topográficas distintas: (i) zona costeira (áreas de praia, 

normalmente com larga faixa de areia, onde o vento incide predominantemente do 

sentido mar-terra); (ii) campo aberto (áreas planas de pastagens, plantações e /ou 

vegetação baixa sem muitas árvores altas); (iii) mata (áreas de vegetação nativa com 

arbustos e árvores altas mas de baixa densidade, tipo de terreno que causa mais 

obstruções ao fluxo de vento); (iv) morro (áreas de relevo levemente ondulado, 

relativamente complexo, com pouca vegetação ou pasto); e (v) montanha (áreas de 

relevo complexo, com altas montanhas).   

A classe 1 representa regiões de baixo potencial eólico, de pouco ou nenhum 

interesse para o aproveitamento da energia eólica. A classe 4 corresponde aos 

                                                 
1 Também o conceito de potencial eólico pode ser interpretado de diferentes maneiras, devido à 

complexidade na determinação das restrições técnico-econômicas e, principalmente, sócio-ambientais 

ao aproveitamento eólico. 
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melhores locais para aproveitamento dos ventos no Brasil, enquanto as classes 2 e 3 

podem ou não ser favoráveis, dependendo das condições topográficas.  

 

Tabela 2.3: Definição de classes de energia (Fonte: ANEEL). 

 Mata Campo Aberto Zona Costeira Morros Montanhas 

Classe 
𝑉𝑚 

(m/s) 

𝐸𝑚 

(W/𝑚2) 

𝑉𝑚 

(m/s) 

𝐸𝑚 

(W/𝑚2) 

𝑉𝑚 

(m/s) 

𝐸𝑚 

(W/𝑚2) 

𝑉𝑚 

(m/s) 

𝐸𝑚 

(W/𝑚2) 

𝑉𝑚 

(m/s) 

𝐸𝑚 

(W/𝑚2) 

4 > 6 > 200 > 7 > 300 > 8 > 480 > 9 > 700 > 11 > 1250 

3 4,5-6 80-200 6-7 200-300 6,5-8 250-480 7,5-9 380-700 8,5-11 650-1250 

2 3-4,5 25-80 4,5-6 80-200 5-6,5 100-250 6-7,5 200-380 7-8,5 300-650 

1 < 3 < 25 < 4,5 < 80 < 5 < 100 < 6 < 200 < 7 < 300 

 

De acordo com o Centro de Referência para Energia Solar e Eólica 

(CRESESB/CEPEL), o potencial eólico brasileiro estimado é da ordem de 143 GW, 

sendo que grande parte deste potencial está associado aos fortes ventos (com 

velocidade > 7 m/s) das áreas costeiras das regiões Norte e Nordeste do país (Figura 

2.5). 

 

 

Figura 2.5: Mapa de velocidade de ventos do Brasil (Fonte: CEPEL, 2001). 
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2.5.1 Potencial de energia eólica offshore na margem do Brasil 

 

A média da magnitude do vento offshore no Brasil apresenta variação entre 7 

e 12 m/s, com valores mínimos próximos à costa de São Paulo e valores máximos 

próximos à costa de Sergipe e Alagoas. Três regiões de alta magnitude de vento são 

destacadas: (i) margem de Sergipe e Alagoas; (ii) Rio Grande do Norte e Ceará e (iii) 

Rio grande do Sul e Santa Catarina (Figura 2.5). A densidade média de potência 

apresenta variação entre 215 e 968 W/m² (Figura 2.6 e B), enquanto o potencial de 

energia gerada em cada pixel variou entre 4,7 e 21,2 MW. Os potenciais totais 

regionais estão apresentados na Tabela 2.4. 

 

 

Figura 2.6: (A) Campo de vento médio e (B) Densidade média de potência eólica no Atlântico 

sudoeste calculados entre agosto de 1999 e dezembro de 2009 (Fonte: ORTIZ & KAMPEL, 2011). 
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Tabela 2.4: Potencial de geração de energia eólica em diferentes regiões da margem brasileira  

(Fonte: ORTIZ & KAMPEL, 2011).  

Distância da costa Potencial de Geração 

0 a 10 km 57 GW 

0 a 50 km 259 GW 

0 a 100 km 514 GW 

0 a 200 M (ZEE) 1.780 GW 

  

Intervalo batimétrico Potencial de Geração 

0 a 20 m 176 GW 

0 a 50 m 399 GW 

0 a 100 m 606 GW 

 

O potencial eólico considerado para toda a margem brasileira até 100 m de 

profundidade é de 606 GW, três vezes maior do que o resultado preliminar 

apresentado por PIMENTA (2008), que avaliou somente as regiões sudeste e sul, 

evidenciando a grande produtividade energética das regiões norte e nordeste. Destaca-

se, ainda, que este potencial de geração energética excede em mais de quatro vezes a 

atual geração de energia total do país, mostrando que a energia eólica poderia ser não 

somente complementar, mas configurar como a principal fonte da matriz energética 

brasileira, substituindo integralmente a geração de energia a partir de recursos não 

renováveis. 

Considerando-se uma distância de até 10 km da costa, em uma região ainda 

próxima ao litoral, que requer estruturas operacionais menos complexas, o potencial 

de geração de energia eólica do Brasil é estimado em 57 GW, um valor já bastante 

expressivo. Em longo prazo, a Zona Econômica Exclusiva (ZEE) brasileira, que hoje 

apresenta um potencial energético de 1,78 TW, poderá ser utilizada para gerar uma 

quantidade de energia suficiente para acompanhar o desenvolvimento do país. 

De modo geral, a margem brasileira apresenta um grande potencial para 

geração de energia eólica, que, devido ao pouco incentivo em pesquisas, demorou a 

ser mensurado. A região Nordeste, com destaque para os estados de SE, AL, RN e 

CE, apresenta o maior potencial, no entanto, a região Sul, mais especificamente o 

litoral dos estados do RS e SC, também merece destaque (Figuras 2.7 e 2.8). 

O potencial eólico offshore na margem brasileira supera em muito o potencial 

estimado para a área continental do país. A ZEE tem um potencial energético capaz 

de alavancar o desenvolvimento racional e sustentável do Brasil. No entanto, estudos 

mais detalhados, principalmente os focados na avaliação da variabilidade da direção 
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do vento e que utilizem maiores resoluções temporais e espaciais nas regiões com 

maior potencial energético, são fundamentais para a utilização de todo este potencial 

estimado.  

 

Figura 2.7: Perspectiva de potencial em longo prazo estimado pela empresa Statoil (Fonte: Site 

www.statoil.com, acessado em 15/02/17). 

 

 

Figura 2.8: Ventos marítimos no Brasil em diferentes épocas do ano, note escala de velocidade 

em m/s (Fonte: Site www.noaa.gov, acessado em 03/01/17).  

http://www.statoil.com/
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3 FUNDAMENTAÇÃO TEÓRICA 

 

 PLATAFORMA 

 

A plataforma analisada no presente estudo é a unidade flutuante do tipo 

spar-buoy, um conceito que surgiu através da evolução das boias oceanográficas 

utilizadas para recolhimento de dados marítimos. A unidade flutuante do tipo 

spar-buoy tem seu uso recomendado para águas profundas e ultra-profundas e 

consiste, basicamente, de um cilindro vertical de aço de grande diâmetro, ancorado, 

que opera com calado de profundidade constante e cuja geometria gera, apenas, 

pequenos movimentos verticais (Figura 3.1 e Figura 3.2). Esse tipo de plataforma tem 

sido utilizado na indústria offshore desde a década de 1970, quando seu uso era 

voltado exclusivamente para armazenamento de petróleo. Hoje, as unidades flutuantes 

do tipo spar-buoy tem um uso mais abrangente e vêm sendo bastante utilizadas para 

perfuração e produção de poços de petróleo e, mais recentemente, para turbinas 

eólicas. 

 

   

   

Figura 3.1: Unidade flutuante do tipo spar-buoy (Fonte: Site www.equinor.com, acessado 

em 17/01/19). 

   

http://www.equinor.com/
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Figura 3.2: Instalação de uma unidade flutuante do tipo spar-buoy em águas profundas 

(Fonte: Site www.equinor.com, acessado em 17/01/19). 

 

 

 MOVIMENTOS DE SISTEMAS FLUTUANTES 

 

Segundo FALTINSEN (1993), os movimentos de estruturas flutuantes são 

compostos por seis graus de liberdade (Figura 3.3), sendo três deles referentes ao 

movimento de translação (surge, sway e heave) e os outros três referentes ao 

movimento de rotação em torno de um eixo (roll, pitch e yaw). 

http://www.equinor.com/
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Figura 3.3: Graus de liberdade de unidade flutuante (Fonte: ZOLNERKEVIC, 2012).  

 

ALVES (2006) afirma que os deslocamentos lineares e angulares de uma 

plataforma, incluindo as unidades flutuantes, são causados basicamente pela ação dos 

ventos e das ondas e podem ser divididos em dois grupos: (i) movimentos de avanço 

(surge), deriva (sway) e guinada (yaw), que sofrem restrição do sistema de ancoragem 

da unidade. Logo, tal sistema deve ser projetado para restringi-los a valores aceitáveis; 

e (ii) movimentos de balanço (roll), arfagem (pitch) e afundamento (heave), que 

dependem basicamente da restauração hidrostática. 

 

3.2.1 Operador de Amplitude de Resposta - RAO 

 

De acordo com BREBBIA e WALKER (1979), a resposta de estruturas 

offshore ao carregamento imposto por ondas é de fundamental importância no 

processo de seleção de um conceito para operação em determinada região.  

Em sistemas navais e oceânicos, a estimativa dos efeitos provocados por um 

mar irregular se faz através das funções de transferência dos movimentos, também 

conhecidas como RAO (Response Amplitude Operators) (SIMOS, 2007). De modo 

geral, os RAOs de um sistema oceânico são obtidos a partir de modelos em escala 

reduzida, ensaiados em tanques de prova (método experimental), a partir de códigos 

numéricos específicos (método numérico) ou/e de formulações empíricas,  (método 

analítico). 
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3.2.1.1 Frequência Natural 

 

A frequência natural, 𝜔𝑛, de um sistema dinâmico pode ser descrita como a 

frequência na qual o sistema vibra livremente sem ação de forças excitadoras. Ela 

pode ser obtida experimentalmente ou através da Equação 3.1, que relaciona a rigidez 

(k) e a inércia do sistema, esta, por sua vez, pode ser representada pela massa do 

sistema (m) acrescida da massa adicional (ma) gerada pelo movimento do corpo em 

meio fluido.  

A massa adicional pode ser entendida como a inércia adicional do sistema, 

gerada pelo deslocamento da massa de fluido ao mover um objeto sólido. Esta parcela 

se torna significativa, como será abordado nas próximas seções. 

 

 𝜔𝑛 = √
𝑘

𝑚 + 𝑚𝑎
 (3.1) 

 

onde: 

k – Rigidez do sistema dinâmico (N/m) 

m – Massa (kg) 

ma – Massa adicional (kg) 

 

3.2.1.2 Rigidez de um Sistema Dinâmico 

 

De forma simplificada, as unidades flutuantes podem ser modeladas por meio 

de um sistema massa-mola-amortecedor, este tipo de abordagem reúne todos os 

componentes de um sistema dinâmico (inércia, força restauradora, força excitadora e 

amortecimento). Cada um dos diversos componentes de um sistema hidrodinâmico 

pode ser descrito por meio de um dos quatro componentes dinâmicos, como por 

exemplo:  

• Massa da embarcação e massa adicional = inércia;  

• Restauração hidrostática e restauração do sistema de ancoragem = força 

restauradora; 

• Ondas do mar = força excitadora; 
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• Ondas provocadas pelo movimento do sistema e interação viscosa com o 

mar = amortecimento, sendo o primeiro potencial e o segundo viscoso; 

 

Desta forma, a rigidez de um sistema oscilatório pode ser descrita como sendo 

a força restauradora que surge ao deslocar o sistema em uma unidade de posição. No 

tópico seguinte descreve-se a rigidez para o movimento de heave, sendo este um 

importante limitante para a operação da unidade flutuante. 

 

3.2.1.2.1 Heave 

 

A rigidez de heave é dada pela razão entre a força contrária ao movimento de 

oscilação em heave (F) e o deslocamento vertical (d), como observado na 

Equação 3.2, que pode ser reescrita considerando a variação do volume deslocado, 

conforme observado na Equação 3.3, ou, ainda, considerando a área de linha d’água, 

de acordo com as Equações 3.4 e 3.5.  

 

 𝑘 =
𝐹

𝑑
 (3.2) 

 

 𝑘 =
∆𝑉. 𝜌. 𝑔

𝑑
 (3.3) 

 

 𝑘 =
𝐴𝑤𝑙 . 𝑑. 𝜌. 𝑔

𝑑
 (3.4) 

 

 𝑘 = 𝐴𝑤𝑙 . 𝜌. 𝑔 (3.5) 

 

 

onde: 

F – força contrária ao movimento de oscilação em heave 

d – deslocamento vertical (m) 

∆V – variação do volume deslocado (𝑚3) 

𝐴𝑤𝑙 – área de linha d’água (𝑚2) 
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Através da Equação 3.5, entende-se que a rigidez de heave é diretamente 

proporcional à área de linha d’água, o que torna possível conceber a rigidez para o 

movimento de heave da unidade flutuante do tipo spar-buoy, como colocado nas 

Equações 3.6 e 3.7. 

 

 𝐴𝑤𝑙 =
𝐷𝑐𝑖𝑙

2. 𝜋

4
 (3.6) 

 

 𝑘 =
𝐷𝑐𝑖𝑙

2. 𝜋

4
. 𝜌. 𝑔 (3.7) 

 

 

onde: 

𝐷𝑐𝑖𝑙 – diâmetro do cilindro (m) 

 

É importante observar que a rigidez em heave, devido ao sistema de 

ancoragem, é praticamente nula quando comparada com a respectiva rigidez 

hidrostática. 

3.2.1.3  Amortecimento 

 

O amortecimento representa a capacidade do sistema em dissipar energia, 

sendo responsável por atenuar a amplitude do movimento oscilatório, principalmente 

na região próxima à ressonância, onde as amplitudes do sistema são bastante elevadas. 

Em projetos hidrodinâmicos, dois tipos principais de amortecimento são requeridos: 

o amortecimento potencial, proveniente da formação das ondas, e o amortecimento, 

proveniente da interação entre o meio fluido e a estrutura submersa. 

Como exibe a Equação 3.8, a força de amortecimento é proporcional à 

velocidade relativa do deslocamento da estrutura. 

 

 𝐹𝑎 = −c. �̇� (3.8) 

 

onde: 

c – constante de amortecimento do sistema (
𝑁.𝑠

𝑚
) 

�̇� =
𝑑𝑥

𝑑𝑡
 – velocidade da massa m na direção do movimento (

𝑚

𝑠
) 
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A constante de amortecimento c, contida na Equação 3.8, indica a existência 

de relação entre a força de amortecimento e a velocidade relativa da estrutura. 

Entretanto, ela não proporciona uma visão da quantidade de amortecimento que atua 

sobre o sistema real, uma vez que uma força de amortecimento varia substancialmente 

de acordo com as massas envolvidas e com a rigidez. Define-se, então, o fator de 

amortecimento (ζ), que é uma quantidade adimensional e não depende da ordem de 

grandeza dos parâmetros do sistema, indicando expressamente o quanto o sistema está 

sendo amortecido. 

O fator de amortecimento (ζ) é definido como a relação entre a constante de 

amortecimento do sistema (c) e a constante de amortecimento crítico, conforme exibe 

a Equação 3.9. A constante de amortecimento crítico é descrita através da 

Equação 3.10. 

 

 휁 =
𝑐

𝑐𝑐
 (3.9) 

 

 𝑐𝑐 = 2. 𝑚. 𝜔𝑛 (3.10) 

 

onde: 

c – constante de amortecimento do sistema ( 
N.s

m
) 

cc – constante de amortecimento crítico ( 
𝑁.𝑠

𝑚
 ) 

m – massa do sistema (kg) 

𝜔𝑛 – frequência natural do sistema (rad/s) 

 

Destaca-se que, para ζ >1, o sistema é superamortecido (não há oscilação); 

para ζ =1, o sistema é criticamente amortecido (não há oscilação) e para ζ <1, o sistema 

é subamortecido. 

 

 AÇÕES AMBIENTAIS 

 

Toda estrutura flutuante offshore está sujeita a forças externas agindo sobre 

ela. As turbinas eólicas offshore sofrem com forças externas devidas principalmente 
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aos carregamentos ambientais de onda, corrente e vento (Figura 3.4). A ação do vento 

atua na plataforma, na torre e no rotor, causando assim esforços aleatórios na 

estrutura. A ação de ondas e correntes age tanto na parte submersa da plataforma 

quanto na peça de transição, gerando esforços de natureza aleatória na torre. A ação 

de vento e corrente podem, ainda, causar desprendimento de vórtices2 na estrutura. 

 

 

Figura 3.4: Forças ambientais em uma unidade flutuante offshore. 

 

Para modelagem, aplica-se as forças ambientais nas estruturas flutuantes da 

seguinte forma: (i) onda e corrente marinha, atuantes no casco da unidade flutuante, 

(ii) onda e corrente marinha atuando nas linhas de ancoragem e (iii) vento atuando no 

rotor e na torre.  

Para o cálculo das forças induzidas pelas ondas e pela corrente marinha, que 

ocorrem como resposta à movimentação do fluido e atuam tanto no casco da unidade 

flutuante quanto nas linhas de ancoragem, é necessário formular e/ou apresentar 

formulação existente dos modelos de representação das ondas do mar. 

 

 

 

                                                 
2 Desprendimento de vórtices está fora do escopo deste trabalho. 
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3.3.1 Vento 

 

3.3.1.1  Força e Velocidade do Vento 

 

A necessidade de medição da intensidade do vento surgiu com a expansão 

das aplicações marinhas. Tais medições iniciaram-se em 1838, quando o Almirante 

Beaufort da Marinha Real criou uma mesa de consulta para relacionar a força do vento 

com o comportamento do navio (TEMPEL, 2006). O fato de a marinha ser a pioneira 

nos estudos de vento e a grande incentivadora das instituições meteorológicas fez com 

que a escala de Beaufort, que estabelece 13 classes (0 – 12) de força do vento 

(Tabela 3.1), fosse amplamente difundida. Trata-se de uma escala lógica, de fácil uso 

e comunicação facilitada, inclusive através de código morse, o que prolongou ainda 

mais seu uso. Mesmo com o monitoramento do vento por anemômetros, a escala de 

Beaufort não se tornou obsoleta.  

A correlação entre estas 13 classes de força e a velocidade do vento real e 

mensurável pode ser observada na Tabela 3.1. 

 

Tabela 3.1: Escala de Beaufort com velocidade de vento equivalente proposta pela World 

Meteorological Organization (Fonte: TEMPEL, 2006). 

Beaufort nós m/s Descrição da WMO 

0 < 1 < 2 Calmo 

1 1 - 3 0,3 - 1,5 Ar Leve 

2 4 - 6 1,6 - 3,3 Brisa Leve 

3 7 - 10 3,4 - 5,4 Brisa Suave 

4 11 - 16 5,5 - 7,9 Brisa Moderada 

5 17 - 21 8,0 - 10,7 Brisa Fresca 

6 22 - 27 10,8 - 13,8 Brisa Forte 

7 28 - 33 13,9 - 17,1 Próximo de Vendaval 

8 34 - 40 17,2 - 20,7 Vendaval 

9 21 - 47 20,8 - 24,4 Vento Forte 

10 48 - 55 24,5 - 28,4 Tempestade 

11 56 - 63 28,5 - 32,6 Tempestade Violenta 

12 > 64 > 32,7 Furacão 

 

 

Atualmente, turbinas eólicas começam a operar a uma velocidade de vento 

de 3-4 m/s e desligam quando os ventos atingem velocidade de cerca de 25 m/s, o que 
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corresponde a uma janela operacional compreendida entre os níveis 3 e 10 da escala 

de Beaufort. 

Apesar de sua importância, nos dias atuais, a escala de Beaufort é utilizada 

preferencialmente em previsões meteorológicas. Estudos de aproveitamento do 

potencial da energia eólica abordam o movimento do vento como a velocidade do 

vento em metros por segundo (m/s). Normalmente, as instituições meteorológicas 

realizam medições de velocidade a cada 10 minutos, estabelecendo médias diárias, 

mensais e anuais. Ao tomar um período de medição mais longo, o caráter variável do 

tempo do vento pode ser capturado em um espectro de vento, que pode abranger 

intervalos de frequência de anos a segundos (Figura 3.5), os intervalos curtos (3-10 s) 

são especificamente chamados de rajada.  

 

 

Figura 3.5: Espectro de velocidade do vento em uma ampla gama de períodos. 

(Fonte: modificado de TEMPEL, 2006). 

 

O conteúdo de período na região laminar (ocorrência mesometeorológica 

– Figura 3.5) representa as mudanças anuais, os sistemas de pressão e as mudanças 

diurnas. Na região turbulenta (ocorrência micrometeorológica – Figura 3.5), a linha 

sólida representa alta turbulência durante um período de altas velocidades do vento, 

enquanto que a linha pontilhada mostra turbulências mais baixas devido às menores 

velocidades do vento.  

A característica final a ser observada é a lacuna em torno do período de 

1 hora, conhecido como o "intervalo espectral", que separa a faixa laminar e a faixa 

turbulenta. Como nesta faixa de frequência a velocidade do vento não muda, a média 
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durante um período de 10 minutos a 1 hora pode ser considerada constante, ou seja, a 

velocidade instantânea do vento muda com a turbulência, mas a velocidade média do 

vento permanece constante ao longo do intervalo (TEMPEL, 2006). 

 

3.3.1.2 Dados de Vento Aleatório 

 

Os dados de vento aleatório serão gerados a partir do software TurbSim, um 

programa elaborado na linguagem FORTRAN e executado através do prompt de 

comando do Windows. O propósito do programa é providenciar fluxos de vento 

simulados que incorporem diversos aspectos dinâmicos do vento, como mencionado 

por NOGUEIRA (2019), e que podem afetar de maneira adversa a resposta da turbina. 

O programa foi escolhido pela compatibilidade com o software SIMA-RIFLEX e pela 

possibilidade de gerar um vento realista caracterizado pelo espectro de Kaimal, o qual 

é recomendado pela DNV-OS-J101. 

 

 

3.3.2 Espectro de Mar 

 

3.3.2.1 Ondas Regulares 

 

Uma onda regular pode ser descrita, conforme mostra a Equação 3.11, como 

aquela caracterizada por uma única frequência angular, ω (rad/s), desde que haja 

reciprocidade entre períodos e frequências, permitindo assim, a relação direta entre os 

domínios de tempo e frequência. 

 

 𝜔 =
2𝜋

𝑇
 (3.11) 

 

onde: 

T – período de oscilação (s) 

 

De acordo com SIMOS (2007), a elevação da superfície do mar (ξ) para uma 

onda regular, pode ser descrita segundo a Equação 3.12. 
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 𝜉(𝑥, 𝑡) = 𝐴 cos(𝑘𝑥 − 𝜔𝑡 + 휀) (3.12) 

 

onde: 

A – amplitude de uma onda regular (m) 

𝑘 =
2π

𝜆 
=

𝜔2

𝑔
 – número de onda 

ε – representa certa fase da onda (determina um valor inicial da função para 

o instante de tempo t=0). 

 

3.3.2.2  Espectro de Energia de um Mar Irregular 

 

Segundo SIMOS (2007), a ação do vento sobre a superfície do mar é o 

principal fenômeno físico responsável por induzir efeitos ondulatórios no ambiente 

marítimo. Estas ondas podem ser representadas através da superposição de ondas 

regulares de diferentes amplitudes e frequências. Assim, uma determinada condição 

do mar pode ser representada através da superposição de ondas elementares, cada qual 

com frequência, amplitude e direção de propagação própria, como ilustra a Figura 3.6. 
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Figura 3.6: Representação do mar como superposição de ondas regulares 

(Fonte: SIMOS, 2007). 

 

Sendo assim, a variação no tempo da elevação da superfície do mar irregular 

pode ser aproximada pela Equação 3.13, que relaciona o mar irregular como sendo a 

soma das ondas regulares que o compõem. 

 

 𝜉(𝑡) = ∑ 𝐴𝑗 cos(𝜔𝑗𝑡 + 휀𝑗)

∞

𝑗=1

 (3.13) 

 

 

onde: 

𝐴𝑗 – representa a amplitude de cada uma das componentes harmônicas j 

휀𝑗  – fase da componente harmônica j 

 

Já a energia das ondas do mar, em torno de uma dada frequência 𝜔𝑛, é dada 

pela equação 3.14 (SIMOS, 2007). 
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 𝑆𝜉(𝜔𝑗) =
1

2
𝐴𝑗

2 
 

(3.14) 

    

 

A Figura 3.7 traz uma representação gráfica do processo de transcrição de um 

registro de mar, tomado no domínio do tempo, para o respectivo espectro, 𝑆𝜉(𝜔), no 

domínio da frequência. 

 

3.3.2.3 Espectro de Energia Padrão 

 

Segundo CHAKRABARTI (2005), um espectro padrão de energia é uma 

função matemática que tem por objetivo a descrição do espectro de energia de mares 

obtidos empiricamente. 

A seguir, são descritos dois dos principais espectros utilizados em aplicações 

navais e oceânicas, o de Pierson-Moskowitz e o JONSWAP. A Figura 3.7 representa 

esquematicamente a relação entre o espectro de energia e o registro temporal. 

 

 

Figura 3.7: Representação esquemática da relação entre o espectro de energia e o registro  

temporal (Fonte: modificado de SIMOS, 2007). 
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3.3.2.3.1 Espectro de Pierson-Moskowitz 

 

De acordo com CHAKRABARTI (2005), em 1964 Pierson e Moskowitz 

propuseram uma fórmula para a distribuição das densidades espectrais de energia, 

baseada tanto na teoria de similaridade proposta por Kitaigorodskii quanto em uma 

base de registros de elevação de mar mais moderna e precisa. 

Segundo FUJARRA (2009), a referida fórmula de distribuição de densidades 

é, na realidade, um espectro padronizado, bastante difundido e ainda utilizado em 

projetos navais e oceânicos por sua grande generalidade. Em linhas gerais,  tal 

distribuição é definida com base na velocidade do vento, 𝑈𝜔, que caracteriza uma 

condição de mar plenamente desenvolvida, em que pista e duração são consideradas 

infinitas. Apesar desta hipótese, a formulação discutida é bastante representativa em 

condições de projeto de tempestades severas.  

Matematicamente, o espectro de Pierson-Moskowitz pode ser descrito pela 

Equação 3.15. 

 

 𝑆𝛏 (ω) = 0,0081𝑔2𝜔−5exp (−0,74(
𝜔𝑈𝜔

𝑔
)−4) (3.15) 

 

onde: 

𝑈𝜔  – velocidade do vento (
𝑚

𝑠
) 

ω – frequência de excitação (
𝑟𝑎𝑑

𝑠
) 

 

De modo alternativo, o espectro de Pierson-Moskowitz pode ser apresentado 

como função da frequência de pico do espectro, 𝜔𝑝, conforme apresenta a 

Equação 3.16. 

 

 𝑆𝛏 (ω) = 0,0081𝑔2𝜔−5exp (−1,25(
𝜔

𝜔𝑝
)−4) (3.16) 

 

onde: 

𝜔𝑝 – frequência de pico (
𝑟𝑎𝑑

𝑠
) 
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A frequência de pico, por sua vez, pode ser representada seguindo a relação 

contida na Equação 3.17. 

 

 𝜔𝑝 = √
0,161𝑔

𝐻𝑠
 (3.17) 

 

onde: 

𝐻𝑠 – altura significativa de onda [m]. 

 

3.3.2.3.2 Espectro JONSWAP 

 

Buscando aprimorar a distribuição das densidades de energia definida pelo 

espectro de Pierson-Moskowitz, entre 1968 e 1973, um extenso programa de medições 

no Mar do Norte, denominado de JONSWAP – Joint North Sea Wave Project – deu 

origem à proposição matemática para os espectros de mar contida na Equação 3.18 

(FUJARRA, 2009). 

 𝑆𝛏 (ω) = α𝑔2𝜔−5exp (−1,25(
𝜔

𝜔𝑝
)−4)𝛾

𝑒𝑥𝑝
(ω−𝜔𝑝)2

2𝛕 2𝜔𝑝
2

 (3.18) 

 

onde: 

𝜔𝑝 – frequência de pico (
𝑟𝑎𝑑

𝑠
) 

γ – parâmetro de agudez, podendo variar de 1 a 7 

τ – parâmetro de forma do espectro, sendo τ = 0, 07 para 𝜔 ≤ 𝜔𝑝 e τ = 0, 09 

para 𝜔 > 𝜔𝑝, considerando um vento predominante com velocidade de vento 𝑈𝜔 

agindo sobre uma pista de comprimento 𝑋0 

𝛼 = 0,076𝑋0
−0,22 ou 𝛼 = 0,076 quando 𝑋0 for desconhecido. 

 

De acordo com FUJARRA (2009), em 1979, Goda derivou uma expressão 

aproximada para o espectro de JONSWAP em função apenas da altura significativa e 

da frequência de pico, chegando às Equações 3.19 e 3.20. 
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 𝑆𝛏 (ω) = 𝛼∗𝐻𝑠
2 𝜔−5

𝜔𝑝
−4

exp (−1,25(
𝜔

𝜔𝑝
)−4)𝛾

𝑒𝑥𝑝
(ω−𝜔𝑝)2

2𝛕 2𝜔𝑝
2

 (3.19) 

 

 

onde: 

𝐻𝑠  – altura significativa de onda (m) 

𝜔𝑝 =
2π

𝑇𝑝
 – frequência de pico (

𝑟𝑎𝑑

𝑠
) 

 

 

 𝛼∗ =
0,0624

0,230 + 0,336𝛾 − 0,185(1,9 + 𝛾)−1
 (3.20) 
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4 FORÇAS AERODINÂMICAS 

 

 TEORIA DE ELEMENTOS DE PÁ 

 

A teoria de elementos de pá foi proposta por Drzwiecki em 1892 para o estudo 

das hélices de aviões. Com base nesta teoria, a pá é dividida em seções independentes, 

que não interagem entre si, conforme ilustra a Figura 4.1. Todos os cálculos são feitos 

utilizando a aerodinâmica bidimensional, desprezando os efeitos tridimensionais. O 

cálculo da propulsão e da potência total é realizado pela integração das seções 

independentes que constituem a pá (desde a sua raiz até a sua ponta); analisa-se, então, 

um perfil de largura dr distanciado de r do eixo de rotação (Figura 4.1). 

 

 

Figura 4.1: Modelo de elementos de pá. 

 

A teoria de elementos de pá permite calcular as principais forças e momentos 

aerodinâmicos que atuam no rotor de uma turbina eólica. De acordo com a teoria, a 

pá é dividida em pequenos elementos radiais que possuem as mesmas propriedades 

aerodinâmicas. O método prevê a realização do cálculo das forças em cada elemento 

infinitesimal da pá e, posteriormente, a obtenção da força total pela integração ao 

longo de todo o seu comprimento.  

A teoria de elementos de pá baseia-se em dois argumentos fundamentais: (i) 

não existem interações aerodinâmicas entre os diferentes elementos da lâmina; e (ii)  as 
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forças atuantes nos elementos da lâmina são determinadas exclusivamente pelos 

coeficientes de arrasto e sustentação. A teoria desconsidera a interação aerodinâmica 

entre elementos e considera a pá com comprimento infinito, o que permite o cálculo 

das forças através dos coeficientes de arrasto e de sustentação de cada um dos 

elementos (HANSEN, 2008). 

A força aerodinâmica em um elemento infinitesimal de pá (ver Figuras 

4.2 e 4.3) pode ser decomposta na força de arrasto dA (Equação 4.1) e na de 

sustentação dS (Equação 4.2). 

 

 𝑑𝐴 =
1

2
𝜌𝑎𝑟 𝑐𝐶𝑎(𝛼)𝑣𝑟𝑒𝑙

2 𝑑𝑟 (4.1) 

 

 𝑑𝑆 =
1

2
𝜌𝑎𝑟 𝑐𝐶𝑠(𝛼)𝑣𝑟𝑒𝑙

2 𝑑𝑟 (4.2) 

 

onde: 

c – corda da pá 

𝛼 – ângulo de ataque 

𝐶𝑠(𝛼) – coeficiente de sustentação 

𝐶𝑎(𝛼) – coeficiente de arrasto 

𝑣𝑟𝑒𝑙 – velocidade relativa do vento 

r – raio do elemento da pá 

dr – comprimento do elemento da pá 

 

Já a velocidade relativa do vento no elemento de pá varia com a posição radial 

r, que é formada por uma componente axial 𝑣𝑎𝑥𝑖𝑎𝑙  e por uma componente tangencial 

r ∙ Ω, sendo Ω a velocidade angular. 
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Figura 4.2: Elemento de pá. 

 

 

 

Figura 4.3: Forças aerodinâmicas em um elemento de pá (Fonte: adaptado de HAU, 2005). 
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 ÂNGULO DE ATAQUE 

 

O ângulo de ataque 𝛼 é formado entre a direção da velocidade relativa do 

vento e o eixo da corda da pá, conforme ilustra a Figura 4.4. Já o ângulo de torção θ 

é formado entre a direção da corda da pá e o plano de rotação, enquanto o ângulo de 

fluxo ϕ é formado entre o plano de rotação da turbina e a velocidade relativa. A 

Equação 4.3 exibe a relação existente entre os ângulos de ataque, de torção e de fluxo. 

 

 

 
𝛼 = ϕ − θ  (4.3) 

 

O ângulo de ataque varia em cada seção da pá, ao longo de todo o seu 

comprimento; desta forma, faz com que a pá tenha o melhor aproveitamento possível, 

ou seja, faz com que a parcela a força de sustentação, principal responsável pelo giro 

da pá ao redor do rotor, seja sempre grande, enquanto que a parcela devido à força de 

arrasto seja baixa (MAIOLINO, 2014). 

 

 

Figura 4.4: Ângulo de ataque (Fonte: MAIOLINO, 2014). 

 

 COEFICIENTES AERODINÂMICOS 

 

Os coeficientes de sustentação e de arrasto são obtidos experimentalmente e 

estão disponíveis em ábacos referentes a cada tipo de aerofólio. Sabe-se que quanto 

maior for a relação entre os coeficientes de sustentação e de arrasto, maior será a 

eficiência da pá. 
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JACOBS (1932) apresenta diversos ábacos para a obtenção dos coeficientes 

referentes a aerofólios NACA (National Advisory Comittee for Aeronautics). Como 

exemplo, a Figura 4.5 apresenta os coeficientes de sustentação e arrasto obtidos pelo 

referido autor para o aerofólio NACA 6309. 

 

 

Figura 4.5: Aerofólio NACA 6309 (Fonte: adaptado de JACOB, 1932) 

 

Para a utilização do ábaco é necessário observar a proporção entre a altura da 

seção transversal da pá e a corda; esta relação é apresentada no canto direito superior 

da Figura 4.5, que mostra, também, a relação entre o coeficiente de sustentação (𝐶𝑠) e 

o coeficiente de arrasto (𝐶𝑎). Para o caso do aerofólio analisado por JACOBS (1932), 

o máximo aproveitamento do vento ocorrerá para um ângulo de ataque de 0°, 

correspondente ao maior valor da relação 𝐶𝑠/𝐶𝑎 (Figura 4.5). 
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 FORÇAS NO ROTOR 

 

A força aerodinâmica resultante no rotor, que nada mais é do que o somatório 

das forças aerodinâmicas dos vários elementos de pá (Figura 4.3), pode ser descrita 

em duas componentes: a primeira, resultante do empuxo (E) nas pás, é perpendicular 

ao plano de rotação; enquanto a segunda está contida no plano de rotação e aplica 

torque (T) no rotor. 

Conforme apresentado por RIVERA (2013), o empuxo (E) e as forças 

tangenciais (F), incluindo o torque (T), para cada faixa infinitesimal de raio dr, 

ou seja, dE e dF, para cada pá são dadas, respectivamente, pelas Equações 4.4 e 4.5. 

 

   

 𝑑𝐸𝑖 = −
1

2
𝜌𝑐𝑖𝑑𝑟𝑖

𝛺(휀 + 𝑟𝑖)

cos 𝜙
[𝑐𝑠𝑖

𝛺(휀 + 𝑟𝑖) + 𝑐𝑎𝑖
𝑣𝑟𝑒𝑙] (4.4) 

   

 

 
𝑑𝐹𝑖 = −

1

2
𝜌𝑐𝑖𝑑𝑟𝑖

𝛺(휀 + 𝑟𝑖)

cos 𝜙
[𝑐𝑎𝑖

𝛺(휀 + 𝑟𝑖) − 𝑐𝑠𝑖
𝑣𝑟𝑒𝑙] 

 

(4.5) 

 

onde: 

𝑐𝑖 – corda da pá na faixa i 

𝑑𝑟 – comprimento infinitesimal do elemento de pá 

휀 – excentricidade da pá (distância entre o centro do cubo das pás e a raiz da pá) 

r – distância da faixa até a raiz da pá 

𝑣𝑟𝑒𝑙 – velocidade relativa do vento 

 

A partir das equações de empuxo e de forças tangenciais (Equações 4.4 e 4.5, 

respectivamente), é possível obter os esforços atuantes no rotor devido ao torque (T) 

das pás (Equação 4.6), ao momento de empuxo (M) também das pás (Equação 4.7) e 

a força resultante do empuxo (E) (Equação 4.8).  
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 𝑇 = ∑ ∑ 𝑑𝐹𝑖(𝑟𝑖 + 휀)

𝑛º𝑑𝑒𝑓𝑎𝑖𝑥𝑎𝑠

𝑖

𝑁

𝑗=1

 (4.6) 

 

 𝑀 = ∑ ∑ 𝑑𝐸𝑖(𝑟𝑖 + 휀)

𝑛º𝑑𝑒𝑓𝑎𝑖𝑥𝑎𝑠

𝑖

𝑁

𝑗=1

 (4.7) 

 

 𝐸 = ∑ ∑ 𝑑𝐸𝑖

𝑛º𝑑𝑒𝑓𝑎𝑖𝑥𝑎𝑠

𝑖

𝑁

𝑗=1

 (4.8) 

 

onde: 

휀 – excentricidade da pá (distância entre o centro do cubo das pás e a raiz da pá) 

r – distância da faixa até a raiz da pá 

N – número de pás 

 

 RAZÃO DE VELOCIDADE DE PONTA 

 

Apesar de diversos parâmetros influenciarem na extração máxima de potência 

de vento, tal extração pode ser limitada ao teorema de Betz. Mesmo para uma pá 

otimizada, que possui um ângulo de ataque (ver Figura 4.6) ótimo para cada aerofólio, 

a potência a ser gerada depende da relação entre a velocidade angular da pá e a 

velocidade do vento. Esta relação é conhecida como razão da velocidade de ponta (λ), 

em inglês tip speed ratio, definida pela Equação 4.9. 

 

 𝜆 =
𝑅𝛺

𝑈
 (4.9) 

 

onde: 

R – raio da pá 

Ω – velocidade angular da pá 

U – velocidade do vento não perturbado. 
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Figura 4.6: Ângulo de ataque e forças aerodinâmicas no rotor (Fonte: adaptado de HAU, 2005) 

 

A relação entre a razão da velocidade de ponta (λ) e o coeficiente de potência 

varia de acordo com o número de pás do rotor, sendo seus valores obtidos através das 

curvas apresentadas na Figura 4.7. 

 

 

Figura 4.7: Fator de potência do rotor 

 

A maioria das turbinas de grande porte tem rotores com a capacidade de 

manter a velocidade de rotação crescente desde a velocidade de partida (cut-in), ou 

seja, a velocidade de vento em que o aerogerador começa a gerar energia, até a 

velocidade de desligamento (cut-out), ou seja, velocidade de vento em que o 
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aerogerador deixa de gerar energia. Alguns rotores possuem controle de Pitch (ativo), 

que é acionado quando o vento atinge a velocidade nominal, de modo que a velocidade 

de rotação se mantenha constante desde a velocidade nominal até a velocidade de 

desligamento. 

 

 ÂNGULO DE PASSO 

 

Quando o vento atinge a velocidade nominal de operação, o rotor atua com a 

máxima potência, conforme ilustra a Figura 4.8. A partir da velocidade nominal é 

desejável que o torque do rotor se mantenha constante, permitindo, assim, o melhor 

aproveitamento energético.  

 

 

Figura 4.8: Exemplo de curva de potência do rotor. 

 

Em situações de velocidades de vento mais altas é necessário considerar as 

forças aerodinâmicas atuantes tanto nas pás quanto no rotor. Para estabilizar o torque 

(T) do rotor e reduzir o empuxo (E) gerado pelo vento nas pás, as turbinas de grande 

porte contam com um dispositivo que gira a pá por inteiro em torno do seu eixo 

longitudinal (controle de pitch); o ângulo deste movimento é chamado de ângulo de 

passo (pitch). 
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O ângulo de passo varia de acordo com a velocidade do vento. Desde a 

velocidade de partida até a velocidade nominal, o ângulo de passo é zero; a partir da 

velocidade nominal, o ângulo de passo cresce constantemente até a velocidade de 

desligamento.  

Para velocidades de vento superiores à velocidade nominal considera-se o 

ângulo de passo no cálculo do ângulo de ataque para que se obtenha, corretamente,  as 

forças aerodinâmicas nas pás. Na Figura 4.9, observa-se tanto o torque quanto o 

empuxo, ambos gerados no rotor devido a rotação das pás, com controle do ângulo de 

passo em função da velocidade de vento. 

 

 

Figura 4.9: Torque e empuxo no rotor devido às pás (Fonte: adaptado de HAU, 2005). 
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5 MODELAGEM 

 

A estrutura eólica offshore flutuante modelada no presente estudo é idêntica 

àquela apresentada na fase IV do projeto OC3-Hywind da NREL. JONKMAN (2010) 

documenta e disponibiliza os dados para a construção dos modelos aero-hidro-servo-

elásticos. 

O conceito de unidade flutuante exibido no projeto OC3-Hywind é o 

spar buoy, que nada mais é do que uma adaptação do modelo Hywind desenvolvido 

pela empresa Statoil (Figura 5.1). Os dados obtidos na fase IV do referido projeto 

foram condensados e adaptados para divulgação pública. Dentre as modificações 

realizadas pela NREL no modelo Hywind original, destaca-se a adaptação do design 

da plataforma para suportar a turbina NREL de 5 MW.  

 

 

Figura 5.1: Modelo Hywind desenvolvido pela Statoil (Fonte: Site www.statoil.com, acessado 

em 22/03/17). 

 

As especificações da turbina utilizada no presente estudo seguem o modelo 

da turbina eólica de 5 MW da NREL. Trata-se de uma turbina multi-megawatt, com 

escala de utilidade representativa, cujas principais características da turbina podem 

ser observadas na Tabela 5.1. Tal turbina também foi adotada como modelo de 

referência para o Programa de Pesquisa Europeu Upwind. 

http://www.statoil.com/
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Tabela 5.1: Propriedades da turbina eólica (Fonte: JONKMAN, 2010). 

Potência nominal  5 MW 

Orientação do Rotor, configuração Upwind, 3 pás 

Diâmetro do Rotor, Hub 126 m, 3 m 

Altura do Hub  90 m 

Velocidade do vento: partida, nominal, desligamento da turbina 3 m/s, 11.4 m/s, 25 m/s 

Velocidade de partida, velocidade do rotor 6.9 rpm, 12.1 rpm 

Velocidade de ponta  80 m/s 

Overhang3, inclinação do eixo, Precone  5 m, 5º, 2.5º 

Massa do rotor  110,000 kg 

Massa da nacele 240,000 kg 

Massa da torre  347,460 kg 

Coordenada do CG  (-0.2 m, 0.0 m, 64.0 m) 

 

A Figura 5.2 ilustra, de forma esquemática, a estrutura eólica offshore 

flutuante (spar buoy) modelada no presente estudo, englobando as propriedades e 

medidas da turbina eólica . 

 

Figura 5.2: Desenho esquemático da spar buoy e da turbina utilizada no presente estudo.  

                                                 
3 Distância entre a linha central da torre e o centro do hub. 
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 PROPRIEDADES ESTRUTURAIS DAS PÁS 

 

As propriedades estruturais do modelo das pás (ver Tabela 5.2), incluindo o 

precone, que nada mais é do que a inclinação das pás para fora do plano de rotação da 

turbina (Figura 5.3), foram calculadas por JONKMAN et al (2009) com base na 

turbina eólica NREL offshore de 5 MW baseline, de três pás. Os cálculos das 

propriedades estruturais distribuídas de cada pá realizados por JONKMAN et al 

(2009) tem como fundamentação teórica o estudo realizado por LINDENBURG 

(2002), que trata das propriedades estruturais da pá LM Glasfiber de 62,6 m de 

comprimento utilizada no estudo DOWEC (Duth Offshore Wind Energy Convertor 

Project) desenvolvido por LINDENBURG (2002). 

As propriedades estruturais distribuídas de cada pá, que podem ser 

observadas em detalhe em JONKMAN et al (2009), encontram-se sumarizadas no 

ANEXO I.  

 

Tabela 5.2: Propriedades estruturais do modelo das pás (Fonte: JONKMAN et al, 2009). 

Comprimento da pá 61,5 m 

Massa (Integrada) global 17740 kg 

Segundo Momento de Inércia  11776047 kgm 

Primeiro Momento de Inércia 363231 kgm 

Localização do CG  20475 m 

Precone 2,5° 

 



48 

 

 

 

 

Figura 5.3: Detalhe das pás de uma turbina eólica, com destaque para o precone. 

 

 PROPRIEDADES AERODINÂMICAS DAS PÁS 

 

Semelhante às propriedades estruturais da pá, o modelo aerodinâmico das pás 

da turbina eólica NREL offshore de 5 MW, apresentado por JONKMAN et al (2009), 

é baseado na pá LM Glasfiber de 62,6 m de comprimento utilizada no estudo DOWEC 

(LINDENBURG, 2002). A Tabela 5.3 apresenta as propriedades aerodinâmicas dos 

nós localizados no centro dos elementos das pás da turbina eólica NREL offshore 

utilizada no presente estudo. Os três primeiros elementos da Tabela 5.3 são 

cilíndricos, sem coeficiente de sustentação e com coeficiente de arrasto de 0,50 para 

o perfil Cylinder1 e 0,35 para o Cylinder2, ambos os perfis descritos por JONKMAN 

et al (2009) e que não apresentam função aerodinâmica. 
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Tabela 5.3: Propriedades aerodinâmicas das pás (Fonte: JONKMAN et al, 2009). 

Nó Raio Ângulo de torção Comprimento do elemento Corda Aerofólio 

(-) (m) (°) (m) (m) (-) 

1 2,87 13,31 2,73 3,54 Cylinder1 

2 5,60 13,31 2,73 3,85 Cylinder1 

3 8,33 13,31 2,73 4,17 Cylinder2 

4 11,75 13,31 4,10 4,56 DU40 

5 15,85 11,48 4,10 4,65 DU35 

6 19,95 10,16 4,10 4,46 DU35 

7 24,05 9,01 4,10 4,25 DU30 

8 28,15 7,80 4,10 4,01 DU25 

9 32,25 6,54 4,10 3,75 DU25 

10 36,35 5,36 4,10 3,50 DU21 

11 40,45 4,19 4,10 3,26 DU21 

12 44,55 3,13 4,10 3,01 NACA64 

13 48,65 2,32 4,10 2,76 NACA64 

14 52,75 1,53 4,10 2,52 NACA64 

15 56,17 0,86 2,73 2,31 NACA64 

16 58,90 0,37 2,73 2,09 NACA64 

17 61,63 0,11 2,73 1,42 NACA64 
 

Os coeficientes de dados de perfil aerodinâmico, corrigidos de forma 

resultante, são ilustrados graficamente nas Figura 5.4, 5.5 e 5.6, que tratam dos 

aerofólios DU40 e DU35 (Figura 5.4), DU30 e DU25 (Figura 5.5) e DU21 e NACA64 

(Figura 5.6), todos mencionados na Tabela 5.3. 

 

  

Figura 5.4: Coeficientes dos aerofólios DU40 e DU35 (Fonte: JONKMAN et al, 2009). 
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Figura 5.5: Coeficientes dos aerofólios DU30 e DU25 (Fonte: JONKMAN et al, 2009). 

 

 

Figura 5.6: Coeficientes dos aerofólios DU21 e NACA64 (Fonte: JONKMAN et al, 2009). 

 

 CARACTERÍSTICAS GEOMÉTRICAS E MASSA DO HUB E DA NACELE 

 

O centro de gravidade (CG) do hub da turbina eólica NREL offshore de 5 MW 

está localizado a 90 m de altura, mensurados a partir da base da unidade flutuante. A 

distância do CG do hub para o yaw bearing e para o rolamento principal (main 

bearing), ao longo do seu eixo de rotação, é de 5,02 m e 1,91 m, respectivamente. 

Mantendo a base da unidade flutuante como referência, o topo da torre se encontra há 

87,60 m de altura. A distância do eixo de rotação para o topo da torre, ao longo da 

linha central da torre, é de 1,96 m e o referido eixo de rotação do rotor apresenta uma 

inclinação de 5°. Já o CG da nacele está localizado há 1,90 m de distância da linha 

central da torre, em sentindo downwind, e encontra-se 1,75 m acima do yaw bearing. 

A Figura 5.7 sintetiza todas as cotas do conjunto hub e nacele, incluindo as 

mencionadas acima, mais relevantes para o estudo.  

Destaca-se, também, que a massa da nacele, de 240 t, é superior à do hub, de 

56,78 t, em mais de quatro vezes.  
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Figura 5.7: Cotas do conjunto hub e nacele. 

 

 

 CARACTERÍSTICAS DA TORRE 

 

A torre é o elemento que sustenta o rotor e a nacele na altura adequada ao 

funcionamento da turbina eólica. As características da torre da turbina eólica offshore 

NREL 5 MW variam de acordo com os diferentes tipos de estrutura de suporte (e.g. 

monopiles, estruturas gravitacionais, trípodas, estruturas tipo jaqueta e estruturas 

flutuantes). Por sua vez, o tipo de estrutura de suporte a ser utilizado depende das 

características do local de instalação da turbina eólica (e.g. altura da lâmina d’água, 

tipo de solo e regime de ondas e de ventos). 

Devido às variáveis mencionadas anteriormente, JONKMAN (2010) 

estabeleceu as características geométricas e as propriedades mecânicas efetivas do aço 



52 

 

 

 

da torre da turbina eólica offshore NREL 5 MW com base na turbina eólica terrestre 

utilizada no estudo DOWEC (LINDENBURG, 2002).  

A torre eólica terrestre utilizada no estudo DOWEC apresenta diâmetro e 

espessura do aço em sua base de 6,0 m e 0,027 m, respectivamente, enquanto que, no 

topo os valores caem para 3,87 m e 0,019 m, respectivamente. No modelo offshore 

final proposto por JONKMAN (2010), o diâmetro da base da torre passa de 6,0 m para 

6,5 m, mas a espessura do aço na base e no topo e o diâmetro do topo permaneceram 

com os mesmos valores colocados por LINDENBURG (2002) para as torres eólicas 

terrestres (ver Tabela 5.4). Admite-se, a partir disto, que o raio e a espessura da torre 

são linearmente afunilados desde a sua base  até o seu topo (Gráfico 5.1). 

A massa da torre offshore é de ~250 t e seu centro de massa (CM) localizado 

em 43,4 m de altura, a partir da base, em seu eixo central. A torre offshore apresenta 

uma altura de 77,6 m (Tabela 5.4), mas devido à peça de transição, que conecta a 

unidade flutuante à torre eólica, seu topo se eleva 87,6 m acima da lâmina d’água. A 

referida peça de transição, instalada sobre a unidade flutuante, que, por sua vez, é 

nivelada à linha d’água, tem o diâmetro e altura constantes, de 6,5 m e 10 m, 

respectivamente. 

O módulo de Young utilizado para a torre eólica foi de 210 GPa, o módulo 

de cisalhamento 80,8 GPa e a densidade efetiva do aço foi de 8.500 kg/m³ (Tabela 

5.4). A densidade efetiva do aço de 8.500 kg/m³, superior ao valor típico de densidade 

do aço (7.850 kg/m³), foi adotada para representar não só o aço, mas todos os demais 

componentes, como tinta, parafusos, soldas e flanges, que não são contabilizados.  

 

Tabela 5.4: Dados da torre offshore (Fonte: JONKMAN, 2010). 

Altura da Torre 77,6 (m) 

Diâmetro da Base da Torre 6,5 (m) 

Espessura da Base da Torre 0,027 (m) 

Diâmetro do Topo da Torre 3,87 (m) 

Espessura do Topo da Torre 0,019 (m) 

Densidade Efetiva do aço  8.500 (kg/m³) 

Módulo de Young (E) 210 GPa 

Módulo de cisalhamento (G) 80,8 GPa 
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Gráfico 5.1: Linearidade da espessura e do raio da torre desde a sua base até o topo. 

 

A Tabela 5.5 engloba as características geométricas da torre discretizada em 

dez elementos de viga. Os dados de entrada, primeira coluna da Tabela 5.5, lista os 

elementos verticais distribuídos em igual tamanho ao longo do eixo central da torre. 

As demais colunas apresentam o raio externo (Rext), a espessura e a área externa (Aext) 

dos elementos ao longo da torre a partir de sua base, bem como o coeficiente de massa 

calculado a partir do produto entre a densidade adotada e a área da seção transversal, 

a rigidez axial do elemento (EA), a rigidez a flexão (EI) e a rigidez a torção (GJ) 

calculada a partir da inércia polar. Demais características da torre eólica offshore são 

apresentadas no Apêndice A e também podem ser encontradas em JONKMAN et 

al, 2009. 

Tabela 5.5: Características geométricas da torre (Fonte: JONKMAN et al, 2009). 

Elemento 

 

Rext  

(m) 

Espessura  

(m) 

Aext  

(m²) 

Coef.Massa 

 (kg/m) 

Massa 

 (kg) 

Kx 

 (m) 

EA  

(N) 

EI  

(Nm²/rad) 

GJ 

 (Nm²/rad) 

10 1,935 0,0201 11,763 2064,3 16019,0 1,361 5,100E+10 9,449E+10 7,269E+10 

9 2,067 0,0209 13,416 2290,8 17776,6 1,454 5,660E+10 1,196E+11 9,202E+10 

8 2,198 0,0216 15,178 2528,5 19621,2 1,547 6,247E+10 1,494E+11 1,149E+11 

7 2,330 0,0224 17,048 2777,4 21552,6 1,639 6,862E+10 1,844E+11 1,418E+11 

6 2,461 0,0232 19,027 3037,6 23571,8 1,732 7,505E+10 2,251E+11 1,732E+11 

5 2,593 0,0240 21,115 3308,9 25677,1 1,825 8,175E+10 2,722E+11 2,094E+11 

4 2,724 0,0248 23,311 3591,4 27869,3 1,917 8,873E+10 3,262E+11 2,509E+11 

3 2,856 0,0256 25,616 3885,2 30149,2 2,010 9,599E+10 3,878E+11 2,983E+11 

2 2,987 0,0264 28,030 4190,0 32514,4 2,103 1,035E+11 4,577E+11 3,521E+11 

1 3,119 0,0272 30,552 4506,1 34967,3 2,196 1,113E+11 5,366E+11 4,128E+11 

0,020 0,022 0,024 0,026 0,028

1

2

3

4

5

6

7

8

9

10

1,8 2,0 2,2 2,4 2,6 2,8 3,0 3,2

Espessura (m)

El
em

en
to

Raio (m)

Linear (Raio (m))

Linear (Espessura (m))
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 PROPRIEDADES ESTRUTURAIS E HIDRODINÂMICAS DA UNIDADE 

FLUTUANTE 

 

Conforme discutido no item anterior, entre a unidade flutuante e a torre eólica 

existe uma peça de transição, que, para fins de análise, é, bem como a unidade 

flutuante, considerada um corpo rígido.  

O draft da unidade flutuante é de 120 m. A unidade flutuante adotada neste 

estudo, uma spar-buoy, é constituída por duas porções (superior e inferior) cilíndricas 

conectadas por uma região linearmente cônica. O cilindro da porção superior é mais 

delgado, apresentando um diâmetro de 6,5 m, enquanto o cilindro da porção inferior 

tem diâmetro de 9,4 m. Tal disposição é utilizada para reduzir as cargas 

hidrodinâmicas próximas à superfície livre. A região cônica se estende desde 4 até 12 

m de profundidade. Destaca-se que tais propriedades são relativas à posição não 

deslocada da plataforma. 

 A massa da unidade flutuante, incluindo o lastro, é de 7.466,33 t. Tal massa 

foi calculada para que o peso combinado da torre, do conjunto rotor-nacele, da própria 

unidade flutuante e do sistema de ancoragem (sem a pequena porção apoiada no fundo 

do mar), mantivesse-se em equilíbrio com a flutuabilidade (peso de fluido deslocado) 

da unidade flutuante não deslocada em água parada. O centro de massa (CM) está há 

89,92 m de profundidade (abaixo da linha d’água), ao longo do eixo central da 

plataforma. As inércias de roll e pitch da plataforma sobre o CM são de 4.229.230.000 

kgm² e a inércia de yaw da plataforma flutuante sobre sua linha central é 164.230.000 

kgm². As inércias de roll e pitch, bem como a de yaw, foram calculadas utilizando 

uma distribuição de massa apropriada para a plataforma (JONKMAN, 2010).  

A Tabela 5.6 resume as principais características da unidade flutuante do tipo 

spar-buoy adotada neste estudo, enquanto que a Figura 5.8 ilustra o conceito do 

sistema, englobando a referida unidade flutuante, a peça de transição e a turbina 

eólica. Informações mais detalhadas podem ser encontradas em JONKMAN (2010). 
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Tabela 5.6: Características da unidade flutuante do tipo spar-buoy (Fonte: JONKMAN, 2010). 

Profundidade da base da plataforma abaixo da LD (Parte Submersa) 120 m 

Volume deslocado de água 8029,00 m³ 

Elevação do topo da plataforma (base da torre) acima da LD 10 m 

Profundidade do topo do cone abaixo da SWL 4 m 

Profundidade da parte inferior do cone abaixo da LD 12 m 

Diâmetro da plataforma acima da seção cônica 6,50 m 

Diâmetro da plataforma abaixo da seção cônica 9,40 m 

Massa da plataforma, incluindo o lastro 7466,3 t 

Localização do CM abaixo da LD 89,91 m 

Inércia roll sobre o CM da plataforma 4.229.230.000 kgm² 

Inércia pitch sobre o CM da plataforma 4.229.230.000 kgm² 

Inércia yaw sobre o CM da plataforma 164.230.000 kgm² 

 

 

Figura 5.8: Conceito do sistema que engloba a unidade flutuante do tipo spar-buoy (submersa), 

a peça de transição e a turbina eólica (emersas). 

 

Os planos, eixos e graus de liberdade da plataforma (DOFs) estão definidos 

no modelo da seguinte forma: X, Y e Z representam o conjunto de eixos ortogonais de 

referência, com o plano XY designando a lâmina d’água e o eixo Z direcionado para a 

cima, indicando a gravidade oposta ao longo da linha central da plataforma não 

deslocada. Os graus de liberdade da plataforma de corpo rígido incluem movimento 

de Surge, Sway, Heave e Roll, Pitch e Yaw (Figura 5.9). O Surge positivo é definido 

ao longo do eixo X positivo, o Sway ocorre ao longo do eixo Y e o Heave ao longo do 

eixo Z. O Roll é definido sobre o eixo X positivo, o Pitch sobre o eixo Y e Yaw sobre 

o eixo Z (Figura 5.9).  
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Figura 5.9: Movimentos de corpo rígido. 

 

A Tabela 5.7 sumariza as propriedades hidrodinâmicas da unidade flutuante 

do tipo spar-buoy adotada neste estudo, com destaque para os valores de Surge, Sway, 

Heave e Roll, Pitch e Yaw obtidos por JONKMAN (2010).   
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Tabela 5.7: Propriedades hidrodinâmicas da plataforma (Fonte: JONKMAN, 2010). 

Densidade da água (ρ)  1025 kg/m³ 

Lâmina d’água (h)  320 m 

Força de empuxo (𝜌𝑔𝑉0)  80708100 N 

Restauração Hidrostática - Heave (𝐶33)  332941 N/m 

Restauração Hidrostática - Roll (𝐶44)  -4999180 Nm/rad 

Restauração Hidrostática - Pitch (𝐶55)  -4999180 Nm/rad 

Coeficiente de massa adicionada (CM - Equação de Morrison)  0,97 

Coeficiente de arrasto (CA - Equação de Morrison)  0,6 

Amortecimento adicional linear em Surge (𝐵11)  100000 N/(m/s) 

Amortecimento adicional linear em Sway (𝐵22)  100000 N/(m/s) 

Amortecimento adicional linear em Heave (𝐵33)  130000 N/(m/s) 

Amortecimento adicional linear em Yaw (𝐵66)  13000000 Nm/(rad/s) 

 

 

 PROPRIEDADES DO SISTEMA DE ANCORAGEM 

 

Para evitar a deriva da unidade flutuante, a mesma é ancorada por um sistema 

composto por três linhas de ancoragem em catenária. As linhas são conectadas à 

unidade flutuante por meio de fairleads (fixadores), cujas medidas e posicionamento 

podem ser observados na Figura 5.10. 

Para simplificar a análise do sistema de amarração no projeto OC3-Hyind da 

NREL, apenas as especificações efetivas foram apresentadas para o sistema 

(JONKMAN, 2010). Foram feitas três importantes simplificações. A primeira delas 

foi eliminação da conexão, intitulada delta (Figura 5.11), do conceito original da 

unidade flutuante Hywind da Statoil. Isto exigiu que o sistema de amarração fosse 

aumentado com uma mola de guinada; apenas deste modo foi possível alcançar a 

rigidez de guinada total adequada. 

A segunda simplificação foi substituir cada uma das linhas de ancoragem 

(com vários segmentos) por uma linha homogênea equivalente (Figura 5.11a), que 

tem como propriedades valores médios da massa, do peso e da rigidez, ponderados 

com base nos comprimentos de cada segmento. Na terceira simplificação, todo o 

amortecimento do sistema de amarração, incluindo o arrasto hidrodinâmico e o arrasto 

da linha de ancoragem no fundo marinho, foi negligenciado. 
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Figura 5.10: Cotas da spar-buoy, com destaque para medidas e posicionamento de fairlead. 

 

As três simplificações são aceitáveis para análises estáticas, mas podem não 

ser apropriadas em todas as condições dinâmicas. Considerando-se as simplificações, 

os fairleads são posicionados 70,0 m abaixo da linha d’água e a um raio de 5,2 m da 

linha central da unidade flutuante. As âncoras estão localizadas 320,0 m abaixo da 

linha d’água e a um raio de 853,87 m da linha central da unidade flutuante. Uma das 

linhas é direcionada ao longo do eixo X positivo (no plano XZ), enquanto as outras 

duas linhas são distribuídas uniformemente em torno da unidade flutuante, de modo 

que cada linha, cada fairlead e a âncora fiquem com um ângulo adjacente de 120º. 

Vale ressaltar que essas propriedades são relativas à posição não deslocada da 

plataforma.  

Cada uma das três linhas tem um comprimento não esticado de 902,20 m, um 

diâmetro de 0,09 m, uma massa equivalente por unidade de comprimento de 77,70 

kg/m, um peso aparente equivalente no fluido por unidade de comprimento de 698,09 

N/m e uma rigidez axial equivalente de 384.243.000 N. A mola de guinada adicional 

tem uma rigidez de 98.340.000 Nm/rad. A Tabela 5.8 resume essas propriedades. 

 

 



59 

 

 

 

 

Figura 5.11: Conexão delta do sistema de amarração, presente apenas no modelo Hywind 

original da Statoil. 

 

Tabela 5.8: Características do sistema de ancoragem (Fonte: JONKMAN, 2010). 

Número de linhas de ancoragem 3 

Ângulo adjacente entre as linhas 120° 

Profundidade da âncora abaixo da SWL (lâmina d'água) 320 m 

Profundidade dos fairleads abaixo da SWL 70,0 m 

Raio da ancora a partir do eixo central da plataforma 853,87 m 

Raio dos fairleads para o eixo da plataforma 5,2 m 

Comprimento da linha de ancoragem, não esticada 902,2 m 

Diâmetro da linha de ancoragem 0,09 m 

Densidade de massa equivalente da linha de amarração 77,70 kg/m 

Peso aparente da linha de ancoragem, na água 698,09 N/m 

Rigidez axial equivalente da linha de ancoragem 384243000 N 

Rigidez da mola adicional em Yaw  98340000 Nm/rad 

Pré-tensão nas linhas de ancoragem 911000 N 

 

A Figura 5.12 ilustra o arranjo das linhas de amarração, com três linhas 

ligando a spar-buoy às âncoras localizadas num raio R de 853,87 metros a partir do 

eixo central da plataforma, (xi; yi; zi), (i = 1.. 3) são coordenadas de localização dos 

fairleads e TH é a força horizontal nas linhas. 
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Figura 5.12: Vista superior do sistema de ancoragem. 

 

5.6.1 Sistema de catenária 

 

Segundo MEDEIROS (2009), o sistema de ancoragem em catenária é um 

arranjo convencional bastante utilizado, pois, apesar de permitir maiores 

deslocamentos da unidade flutuante, não necessita de âncoras com alto poder de 

penetração e garra. O trecho apoiado no subsolo gera atrito suficiente para absorver 

parte dos carregamentos ambientais, reduzindo a solicitação nas âncoras. 

FALTINSEN (1993) descreve uma análise detalhada do sistema de catenária. 

A Figura 5.13 mostra uma unidade flutuante ancorada por um sistema típico 

em catenária, em que h é a profundidade do fairlead até o fundo do mar, x é o alcance 

horizontal (distância entre a linha do fairlead e o touchdown point da linha), X é a 

projeção horizontal (distância entre a linha do fairlead e a âncora), l é o tamanho total 

da linha não esticada e lmin é a parte da linha suspensa na água.  
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Figura 5.13: Configuração típica de um sistema de catenária (Fonte: adaptado de 

ISLAM, 2016). 

 

O sistema de ancoragem com catenária extensível respeita as Equações 5.1 a 

5.5. A força horizontal no fairlead, em decorrência de uma pré-tração (T) é descrita 

pela Equação 5.1. O comprimento mínimo da linha necessário para ancoragem por 

gravidade e a força vertical no fairlead, podem ser calculados através das 

Equações 5.2 e 5.3, respectivamente. As Equações 5.4 e 5.5 permitem a definição do 

alcance e projeção horizontal do ponto de ancoragem. 

 

 𝑇𝐻 = EA√(
𝑇

𝐸𝐴
+ 1)

2

−
2𝑤ℎ

𝐸𝐴
− 𝐸𝐴 (5.1) 

 

 

 

 𝑙𝑚𝑖𝑛 = (
1

𝑤
) √𝑇2 − 𝑇𝐻

2 (5.2) 

 

 

 𝑇𝑉 = w𝑙𝑚𝑖𝑛 (5.3) 

 

 𝑥 = (
𝑇𝐻

𝑤
) sin−1 (

𝑤𝑙𝑚𝑖𝑛

𝑇𝐻
) +

𝑇𝐻𝑙𝑚𝑖𝑛

𝐴𝐸
 (5.4) 

 

 𝑋 = 𝑙 − 𝑙𝑚𝑖𝑛 + 𝑥 (5.5) 
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onde:  

w – peso molhado da linha por unidade de comprimento 

EA – rigidez axial da linha 

h – distância entre o ponto de conexão da linha na unidade flutuante (fairlead) e o 

fundo do mar. 

 

 CASCO DA SPAR-BUOY 

 

A modelagem na interface SIMA-SESAM trabalha com um sistema de linhas 

estruturais, o que obriga a inserção de um corpo rígido para simular um casco e alguns 

dados da unidade flutuante, como exemplo, a massa (incluindo o lastro).  

O modelo estrutural do corpo rígido da spar-buoy utilizada neste estudo foi 

gerado no software GeniE da DNVGL (Figura 5.14). Tal modelo foi, posteriormente, 

utilizado como casco na modelagem do SIMA.  

 

 

Figura 5.14: Casco da spar-buoy modelado geometricamente no software GeniE da DNVGL.  
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6 ANÁLISE DINÂMICA 

 

 ANÁLISE DE FREQUÊNCIA DA TURBINA EM TERRA 

 

A turbina eólica de 5 MW utilizada neste trabalho foi analisada 

dinamicamente através do software RIFLEX. A análise de frequências foi realizada 

considerando a posição das pás em três posições distintas (A, B e C - Figura 6.1), o 

que permitiu a comparação das frequências da turbina durante o giro do rotor. A 

posição A (ver Figura 6.1) apresenta duas pás voltadas para baixo e uma pá voltada 

para cima e será a referência para comparação. A posição B considera as pás 

rotacionadas, de modo que, duas pás estejam voltadas para cima e uma para baixo. O 

caso C apresenta um possível caso de desequilíbrio da estrutura com duas pás 

tendendo para um dos lados da torre e uma pá para o lado oposto.  

As comparações A-B e A-C, observadas na Figura 6.1, exibem o erro 

percentual entre a referência (posição A) e os demais casos (posições B e C) para 

todos os modos de vibração. O erro percentual chega ao máximo de 1,11%, sendo 

possível considerar que, independentemente da posição das pás, as frequências serão 

praticamente as mesmas. 

 

 

Figura 6.1: Comparação de frequências da turbina eólica com as pás em três diferentes 

posições. 

A-B A-C

Período Natural Frequência Período Natural Frequência  % Erro Período Natural Frequência  % Erro

3,1352 0,3190 3,1351 0,3190 0,00 3,1352 0,3190 0,00

3,1166 0,3209 3,1131 0,3212 0,11 3,1148 0,3210 0,06

1,5877 0,6298 1,6056 0,6228 1,11 1,5978 0,6259 0,63

1,5246 0,6559 1,5098 0,6623 0,98 1,5160 0,6596 0,57

1,4680 0,6812 1,4673 0,6815 0,05 1,4677 0,6813 0,02

1,1351 0,8810 1,1351 0,8810 0,00 1,1351 0,8810 0,00

0,9348 1,0697 0,9381 1,0660 0,34 0,9363 1,0681 0,15

0,9243 1,0819 0,9214 1,0854 0,32 0,9230 1,0834 0,14

0,5907 1,6930 0,5934 1,6852 0,46 0,5921 1,6890 0,24

0,5474 1,8268 0,5452 1,8343 0,41 0,5463 1,8307 0,21

0,5153 1,9407 0,5153 1,9407 0,00 0,5153 1,9407 0,00

0,3765 2,6560 0,3765 2,6560 0,00 0,3765 2,6560 0,00

0,3366 2,9708 0,3365 2,9714 0,02 0,3366 2,9712 0,01

COMPARAÇÃO COM AS BLADES EM DIFERENTES POSIÇÕES UTILIZANDO O RIFLEX

A B C
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Para validação do modelo da turbina os dados obtidos através das análises de 

frequência foram comparados com os valores de referência extraídos de JONKMAN 

et al (2009). Os dois conjuntos de dados, comparados entre si, apresentam grande 

similaridade, atestando a estabilidade da estrutura. A Tabela 6.1 exibe os modos de 

vibração apresentados por JONKMAN et al (2009); o autor calcula tais parâmetros, 

para a mesma turbina eólica deste estudo, no entanto, utiliza os softwares FAST e 

ADANS. 

 

Tabela 6.1: Frequências naturais de referência (Fonte: JONKMAN et al, 2009). 

Full-System Natural Frequencies in Hertz 

Mode Description FAST ADAMS 

1 1st Tower Fore-Aft 0,3240 0,3195 

2 1st Tower Side-to-Side 0,3120 0,3164 

3 1st Drivetrain Torsion 0,6205 0,6094 

4 1st Blade Asymmetric Flapwise Yaw 0,6664 0,6296 

5 1st Blade Asymmetric Flapwise Pitch 0,6675 0,6686 

6 1st Blade Collective Flap 0,6993 0,7019 

7 1st Blade Asymmetric Edgewise Pitch 1,0793 1,0740 

8 1st Blade Asymmetric Edgewise Yaw 1,0898 1,0877 

9 2nd Blade Asymmetric Flapwise Yaw 1,9337 1,6507 

10 2nd Blade Asymmetric Flapwise Pitch 1,9223 1,8558 

11 2nd Blade Collective Flap 2,0205 1,9601 

12 2nd Tower Fore-Aft 2,9003 2,8590 

13 2nd Tower Side-to-Side 2,9361 2,9408 

 

O Gráfico 6.1 sumariza e compara os valores da frequência natural de 

referência (calculados através dos softwares FAST e ADANS) e os valores obtidos 

neste estudo através de simulações computacionais do software RIFLEX. 

A Figura 6.2 apresenta outros dois casos analisados através do RIFLEX. A 

Figura 6.2A exibe os períodos e frequências naturais da turbina considerando a massa 

das suas pás concentrada no topo da torre, enquanto a Figura 6.2B mostra períodos e 

frequências naturais apenas da torre, desconsiderando o rotor. 
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Gráfico 6.1: Comparação entre a frequência natural da turbina eólica onshore calculada em 

três diferentes softwares. 

 

 

Figura 6.2: Cálculo de períodos e frequências naturais considerando dois estudos de caso, em 

(A) a massa das pás encontra-se concentrada no topo da torre e em (B) o cálculo considera 

apenas a massa da torre. 
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 ANÁLISE DE CATENÁRIA DAS LINHAS DE ANCORAGEM 

 

Com o auxílio da interface SIMA-SESAM e assumindo os valores 

apresentados na seção 5.6 como referência, o sistema de ancoragem foi modelado e 

analisado.  A Figura 6.3 mostra o layout da catenária plotada pelo SIMA-SESAM em 

estado estático, exibindo, também as coordenadas dos pontos de conexão (fairleard e 

âncora). O Touchdown Point (TDP) analisado está localizado a 698 m da linha do 

fairleard, deixando assim um comprimento aproximado de 204 m de linha de 

ancoragem apoiada ao solo marinho. A projeção horizontal é de 848,67 metros. 

 

 

Figura 6.3: Linha de ancoragem em catenária modelada pela interface SIMA-SESAM. 

 

Utilizando as equações da catenária apresentadas na seção 5.6 e  os dados do 

sistema de ancoragem da Tabela 6.2, foram calculados, através do software Mathcad, 

os valores de forças verticais e horizontais exibidos na Tabela 6.3. 

 

Tabela 6.2: Dados do sistema de ancoragem. 

h (m) T (kN) AE (MN) w (N/m) l (m) 

250 911 384,2 698,094 902.2 

 

Tabela 6.3: Resultados calculados pelas equações da catenária. 

TH (kN) TV (kN) lmin (m) x (m) X (m) 

736,85 535,70 767,373 713,582 848,408 
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O Gráfico 6.2 exibe a comparação entre os dados da catenária calculados 

através do software Mathcad e os dados obtidos através da simulação realizada na 

interface SIMA-SESAM. 

 

 

Gráfico 6.2: Comparação entre os dados da catenária calculados e simulados. 

 

 RESPOSTA DAS LINHAS DE ANCORAGEM 

 

É apresentada a seguir, a análise de dois casos que utilizam os dados de 

carregamento ambiental apresentados na Tabela 6.4.  

 

Tabela 6.4: Dados de carregamentos ambientais. 

Hs (m) Tp (s) Uc (m/s) V (m/s) 

7,63 8,20 1,10 11,40 

 

O primeiro caso é um sistema de ancoragem típico, em que a linha mais 

solicitada está conectada à popa da plataforma, perpendicularmente ao plano de 

rotação do rotor (Figura 6.4). No segundo caso, o rotor da turbina encontra-se 

rotacionado há 45° da posição original (Figura 6.6), fazendo com que a linha que 

estava perpendicular ao plano de rotação do rotor (linha 1 da Figura 6.4), adquira uma 

nova configuração (a 45° do plano do rotor). 
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Os carregamentos ambientais estão perpendiculares ao eixo do rotor nos dois 

casos, simulando, assim, uma possível mudança de direção do vento e a atuação do 

controlador de guinada da turbina. 

 

 

Figura 6.4: Sistema de ancoragem e carregamentos ambientais a 0°. 

 

A Figura 6.5 apresenta as trações na extremidade da linha 1 do sistema de 

ancoragem representado na Figura 6.4. A Figura 6.5 apresenta as forças em dois 

segmentos, sendo o elemento axial 1 (linhas azuis) próximo ao fairlead e o elemento 

axial 30 (linhas vermelhas) próximo à âncora. 

 

 

Figura 6.5: Tração nas extremidades da linha 1 do sistema de ancoragem representado na 

Figura 6.4. 

 

 

Como colocado para o sistema de ancoragem e carregamentos ambientais a 

0°, a Figura 6.6 apresenta o sistema de ancoragem e carregamentos ambientais a 45°. 

1 

2 3
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Figura 6.6: Sistema de ancoragem e carregamentos ambientais a 45°. 

 

A Tabela 6.5 apresenta a tração efetiva nas linhas do sistema de ancoragem 

para os dois casos de sistemas de ancoragem mencionados anteriormente, enquanto o 

Gráfico 6.3 faz uma comparação entre o MBL (Minimum Breaking Load) das linhas 

de ancoragem, garantindo, deste modo, a integridade perante os esforços solicitantes.  

 

Tabela 6.5: Tração efeitva nas linhas de ancoragem. 

  T.Máx (N) T.Med (N) Dev.Pad. 

0° 

Linha 1 5,20E+05 4,70E+05 1,97E+04 

Linha 2 1,97E+06 1,49E+06 1,77E+05 

Linha 3 2,01E+06 1,48E+06 1,97E+05 

45° 

Linha 1 7,05E+05 5,93E+05 2,87E+04 

Linha 2 3,34E+06 1,77E+06 5,48E+05 

Linha 3 1,00E+06 8,84E+05 3,33E+04 

 

 

1 

2 

3 
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Gráfico 6.3: Tração máxima x MBL. 

 

Caso o rotor assuma uma posição, como exemplificado na Figura 6.7, que 

sobrecarrega ao máximo apenas uma das linha, a máxima tração existente nessa linha 

seria de 3542 kN, valor bastante inferior ao seu MBL. 

 

Figura 6.7: Exemplo de sistema de ancoragem com sobrecarga máxima em uma das linhas. 

 

 ANÁLISE DE RIGIDEZ 

 

A rigidez foi analisada através de um sistema massa-mola-amortecedor, 

modelado nos softwares SIMO-RIFLEX. A rigidez é obtida quando se aplicando uma 

carga estática (força ou momento) no centro de gravidade (CG) da plataforma. Após 
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um determinado tempo a estrutura tende a se estabilizar. A carga estática aplicada 

dividida pelo deslocamento, ou rotação, proporcionado por ela, indica a rigidez. 

Foram aplicados diversos valores de carga nos seis graus de liberdade da 

unidade flutuante do tipo spar-buoy. Cada excitação causou um deslocamento, ou 

rotação. 

Os valores da rigidez gerados pelo deslocamento são apresentados na Tabela 

6.6, enquanto os valores de rigidez gerados pela rotação encontram-se na Tabela 6.7. 

 

Tabela 6.6: Rigidez em função do deslocamento imposto. 

 Eixo y Eixo z 

Força (N) Deslocamento (m) Rigidez (N/m) Deslocamento (m) Rigidez (N/m) 

1,0E+04 0,36 2,81E+04 0,029 348310,7 

1,5E+04 0,54 2,80E+04 0,043 347785,8 

5,0E+04 1,79 2,79E+04 0,14 346500,3 

1,0E+05 3,58 2,79E+04 0,29 345781,5 

1,5E+05 5,37 2,79E+04 0,43 345462,9 

5,0E+05 17,56 2,85E+04 1,45 345303,9 

1,0E+06 32,00 3,13E+04 2,89 345542,5 

1,5E+06 43,30 3,46E+04 4,34 345701,8 

 

Tabela 6.7: Rigidez em função da rotação imposta. 

  Eixo x Eixo y Eixo z 

Momento (Nm) Ângulo (°) Rigidez (Nm/°) Ângulo (°) Rigidez (Nm/°) Ângulo (°) Rigidez (Nm/°) 

1,5E+06 0,0931 1,6E+07 0,0018 1,61E+07 0,8958 1,67E+06 

1,0E+07 0,6205 1,6E+07 0,5293 1,61E+07 5,973 1,67E+06 

1,5E+07 0,9308 1,6E+07 0,8396 1,61E+07 8,96 1,67E+06 

 

Observação importante: verifica-se pela Tabela 6.6 que os movimentos que 

dependem do sistema de ancoragem (surge, sway e yaw) apresentam rigidez não 

linear, enquanto que os movimentos que dependem, principalmente, da restauração 

hidrostática (heave, pitch e roll) apresentam uma rigidez quase linear. 
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 TESTE DE DECAIMENTO 

 

Os testes de decaimento logaritmo são realizados para identificação do 

sistema de amortecimento da unidade flutuante. Períodos naturais da plataforma no 

plano horizontal são determinados por estes testes através do software SIMO, visto 

que, possibilita a entrada de dados do sistema de catenária manualmente e, quando 

comparado com o software RIFLEX, trabalha com uma forma mais simples de 

estrutura.  

O teste de decaimento é obtido através da aplicação de uma carga estática 

(força ou momento) no centro de gravidade (CG) da plataforma durante um curto 

período de tempo. A força aplicada faz com que a plataforma seja deslocada e, quando 

a referida força é retirada a estrutura oscila livremente até sua estabilização. O 

movimento da plataforma se extinguirá com o tempo devido à presença de 

amortecimento (linear e quadrático) no sistema. 

A oscilação de decaimento da plataforma é registrada como uma série 

temporal, que pode ser analisada para descobrir o decremento logarítmico através da 

Equação 6.1. 

 

 𝛿 =
1

𝑛
𝑙𝑛 (

휂0

휂𝑛
) (6.1) 

 

onde: 

𝛿 – decremento logarítimo 

휂0 – amplitude da crista (ordem zero) 

휂𝑛 – amplitude da crista (ordem n) 

n – número de ciclos 

 

O decremento logarítmico é usado para calcular a taxa de amortecimento (ζ) 

através da Equação 6.2. 

 

 
휁 =

1

√1 + (
2𝜋

𝛿
)

2
 

(6.2) 
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onde: 

휁 – taxa de amortecimento 

 

Finalmente, a razão de amortecimento, usada para determinar o período 

natural de oscilação (Tn) da plataforma para um movimento particular, pode ser obtida 

através da Equação 6.3.  

 

 𝑇𝑑 =
2𝜋

𝜔𝑑
=

2𝜋

𝜔𝑛√1 − 휁2
=

𝑇𝑛

√1 − 휁2
 (6.3) 

 

onde: 

 𝑇𝑑 – período de oscilação amortecida (geralmente medido a partir de 

experimento ou simulação computacional) 

𝑇𝑛 – período de oscilação natural 

𝜔𝑑,  𝜔𝑛 – frequências angulares 

휁 – taxa de amortecimento 

 

Durante a simulação, nenhuma força ambiental (vento, onda e corrente) é 

aplicada no sistema e a turbina é mantida estacionada, garantindo, assim, que nenhuma 

força aerodinâmica ou hidrodinâmica atue na plataforma durante os testes de 

decaimento. 

A Figura 6.8 ilustra os principais parâmetros que devem ser considerados em 

testes de decaimento. 

 

Figura 6.8: Parâmetros utilizados para teste de decaimento. 
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A Figura 6.9 apresenta as séries temporais, para cada um dos seis graus de 

liberdade da unidade flutuante do tipo spar-buoy modelada neste estudo. As séries 

temporais foram obtidas através de simulação acoplada no domínio do tempo 

realizadas no software SIMO-RIFLEX.  

 

Figura 6.9: Resposta da unidade flutuante do tipo spar-buoy para os seis graus de liberdade. 

Ressalta-se que os valores de Surge e Sway são idênticos, bem como os de Pitch e Roll. 



75 

 

 

 

Através da formulação e das séries temporais é possível verificar e calcular 

os valores apresentados na Tabela 6.8 para n ciclos.  

Os valores da Tabela 6.8 foram calculados para cinco ciclos de onda. Os 

períodos medidos (Td) e calculados (Tn), para cada um dos seis graus de liberdade, 

são apresentados juntamente com a taxa de amortecimento (ζ) e o decremento 

logarítmico (δ). Os demais parâmetros são medidos diretamente na série temporal, de 

acordo com a especificação da Figura 6.8. 

 

Tabela 6.8: Resultados dos testes de decaimento. 

Movimento 𝒕𝟎 𝜼𝟎 𝒕𝒏 𝜼𝒏 n 𝜹 𝜻 𝑻𝒅 𝑻𝒏 

Surge 91,50 22,07 716,50 0,72 5 0,68 0,10 125,00 124,26 

Sway 91,50 22,07 716,50 0,72 5 0,68 0,10 125,00 124,26 

Heave 131,50 2,15 287,00 0,61 5 0,25 0,04 31,10 31,07 

Roll 115,50 4,72 293,00 0,17 5 0,66 0,10 35,50 35,30 

Pitch 115,50 4,72 293,00 0,17 5 0,66 0,10 35,50 35,30 

Yaw 84,50 1,54 129,50 0,30 5 0,32 0,05 9,00 8,98 

 

 

 ANÁLISE DO RAO 

 

O RAO (Response Amplitude Operator, ou, em português, Operador de 

Amplitude de Resposta) representa uma função de transferência de um sistema linear 

e indica a quantidade de movimento de uma unidade flutuante para todos os seus seis 

graus de liberdade, devido à ação de uma onda de amplitude unitária.  

Para obter o espectro do RAO foi aplicada a Transformada Rápida de Fourier 

na série temporal de cada um dos seis graus de liberdade da unidade flutuante do tipo 

spar-buoy. A obtenção do referido espectro é realizada no pós-processamento da 

interface SIMA-SESAM. Destaca-se que a série temporal foi gerada sem a ação de 

forças ambientais tipo vento e corrente.  

Cada gráfico de RAO (Figura 6.10) é representado por uma curva obtida por 

uma onda de amplitude unitária. A frequência natural do sistema é evidenciada pelo 

pico de movimento do RAO. 
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Figura 6.10: Espectros de RAO para cada um dos seis graus de liberdade da unidade flutuante 

do tipo spar-buoy modelada neste estudo. 

 

Os valores de períodos e frequências naturais, apresentados na Tabela 6.9, 

foram obtidos através da análise do RAO e serão utilizados para comparação com os 

valores obtidos através dos testes de decaimento. 
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Tabela 6.9: Frequências naturais obtidas através do RAO. 

Movimento Frequência (Hz) Período (s) 

Surge 0,008 125,0 

Sway 0,008 125,0 

Heave 0,032 31,2 

Roll 0,034 29,4 

Pitch 0,034 29,4 

Yaw 0,120 8,3 

 

 

 COMPARAÇÃO DOS PERÍODOS 

 

O Gráfico 6.4 e o Gráfico 6.5 apresentam, respectivamente, os períodos 

naturais e as frequências naturais obtidas nas análises realizadas. É possível observar 

que os valores calculados no decorrer do presente estudo são muito próximos aos 

valores de referência (cf. JONKMAN et al, 2009 e 2010) para todos os seis graus de 

liberdade da unidade flutuante. As sutis diferenças observadas entre os períodos 

podem ser atribuídas a simplificações matemáticas em fórmulas e/ou valores 

utilizados na modelagem.  

 

 

Gráfico 6.4: Comparação entre os períodos naturais obtidos por diferentes métodos neste 

estudo e os dados de referência. 
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Gráfico 6.5: Comparação entre as frequências naturais obtidas por diferentes métodos neste 

estudo e os dados de referência. 

 

Como os resultados adquiridos neste estudo, através de diferentes métodos 

de análise, apresentam boa correlação aos dados de referência, ou seja, àqueles 

apresentados por JONKMAN et al (2009 e 2010), é possível concluir que o modelo se 

encontra calibrado. 

A Tabela 6.10 apresenta as frequências naturais do sistema offshore acoplado 

de referência (fase IV do Projeto OC3-Hywind da NREL). 

 

 

Tabela 6.10: Frequências naturais da spar-buoy de referência (Fonte: 

RAMACHANDRAN, 2013) 
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 ANÁLISE DE VENTO CONSTANTE 

 

O intuito do teste de vento constante é estudar os deslocamentos médios da 

plataforma em Surge, Sway e Yaw que ajudam a projetar um sistema de ancoragem 

eficaz, restringindo o movimento da plataforma dentro do limite permitido. O teste 

também é utilizado para avaliar o desempenho da turbina. 

Para as simulações de vento, foi considerado um campo de ventos constantes 

e uniformes, aplicados perpendicularmente ao plano de rotação do rotor por 1.800s 

com a turbina em plena capacidade de operação. O rotor pode girar em torno do seu 

próprio eixo e o controle de pitch nas pás pode ser ajustado para diferentes velocidades 

do vento, a fim de maximizar a geração de energia.  

A Tabela 6.11 apresenta os valores obtidos nas análises realizadas para uma 

faixa de velocidade do vento entre o cut-in e o cut-off, incluindo a velocidade do vento 

nominal. Foi utilizado um Hs igual a 7,63 m, um Tp de 8,2 s e uma corrente uniforme 

com velocidade de 1,5 m/s. 

 

Tabela 6.11: Movimento da plataforma e características da turbina em função da velocidade do 

vento 

Vel. Vento 
(m/s) 

Surge 
 (m) 

Pitch 
 (graus) 

Vel. Rotor 
(graus/s) 

Torque 
(kNm) 

Potência 
(kW) 

Pitch das pás 
(graus) 

Força de Thrust 
(kN) 

3,00 26,14 2,10 42,20 133,80 99,50 0,00 79,20 

4,6 28,82 2,84 44,82 511,80 108,04 0,00 155,70 

6,8 33,21 4,18 50,81 1417,00 1125,90 0,00 294,20 

9,1 39,03 6,12 63,61 2625,00 2916,00 0,00 501,40 

11,4 42,43 7,35 72,72 4044,00 5000,00 1,82 721,40 

13,7 38,16 5,82 72,61 4141,00 5000,00 7,49 466,60 

16 36,13 5,13 72,61 4140,00 5000,00 11,18 389,90 

18,2 34,86 4,72 72,61 4139,00 5000,00 14,11 345,40 

20,5 33,92 4,44 72,61 4139,00 5000,00 16,84 314,00 

22,8 33,28 4,25 72,61 4139,00 5000,00 19,33 291,50 

25 32,82 4,12 72,61 4142,00 5000,00 21,56 275,80 

 

Observação importante: na literatura o valor máximo da força de thrust para 

o aerogerador de 5 MW é de aproximadamente 750 kN. O valor encontrado pelo 

software SIMA-RIFLEX (ver Tabela 6.11) é de 721,4, bastante próximo do valor de 

referência. 
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É importante salientar também que para o aerogerador de 10 MW, o valor 

encontrado na literatura é de 1500 kN. Este valor também foi confirmado por 

NOGUEIRA (2019). 

 

6.8.1 Movimento de surge e pitch em função da velocidade do vento 

 

O Gráfico 6.6 mostra o deslocamento médio da plataforma em função de 

surge e pitch. 

 

 

(a) 

 

(b) 

Gráfico 6.6: Deslocamento médio em surge e pitch. 
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 O período do movimento em surge pode ser ajustado alterando as 

propriedades do sistema de ancoragem. Já o período do movimento em pitch está 

relacionado com a rigidez hidrostática da plataforma, ou seja, depende da geometria 

da plataforma e da distribuição de massa. 

O Gráfico 6.6A mostra um aumento rápido de surge conforme a velocidade 

do vento aumenta até que a velocidade nominal do vento seja atingida. Após atingir a 

velocidade nominal, o movimento de surge tem uma redução considerável e 

permanece numa faixa muito próxima para valores mais altos de velocidade do vento. 

O movimento do pitch da plataforma segue tendência similar ao do surge 

(Gráfico 6.6B). 

O comportamento da plataforma pode ser explicado pelos valores de thrust 

em torno da velocidade nominal do vento (ver Gráfico 6.8). É possível notar (Tabela 

6.11) que os valores máximos de surge e pitch aparecem perto da velocidade nominal 

do vento. 

 

6.8.2 Curva de Potência e Thrust 

 

O Gráfico 6.7 e o Gráfico 6.8 apresentam, respectivamente, a curva de 

potência da turbina de 5MW e a curva de thrust. Na curva de potência verifica-se com 

facilidade que a turbina só passa a funcionar em plena capacidade após atingir a 

velocidade de vento nominal. Já a curva de thrust apresenta uma redução drástica após 

atingida a velocidade de vento nominal, sendo esta a tendência de surge e pitch, como 

mencionado anteriormente. 
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Gráfico 6.7: Curva de potência da turbina de 5 MW. 

 

 

Gráfico 6.8: Thrust. 

 

O Gráfico 6.9 apresenta o comportamento do torque devido à velocidade do 

vento. Assim como a curva de potência, o torque se mantém constante após atingir 

sua capacidade máxima, que ocorre após a velocidade do vento atingir a velocidade 

nominal. O Gráfico 6.10 apresenta a relação entre o torque e a velocidade do rotor. 
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Gráfico 6.9: Torque. 

 
Gráfico 6.10: Relação entre torque e velocidade do rotor. 

 

 ANÁLISE DE VALORES EXTREMOS PARA ALGUMAS SITUAÇÕES 

PARTICULARES DE OPERAÇÃO 

 

Foram realizadas análises com valores críticos de altura de onda (𝐻𝑆) fazendo 

uso do espectro de onda JONSWAP, que define o intervalo do período de pico (𝑇𝑃) 

de acordo com a altura da onda, conforme descreve a Equação 6.4 que está de acordo 

com a norma DNV-RP-205 de 2019. 
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Para análise, foram definidos dois períodos de pico extremos, um segundo a 

Equação 6.4 e outro fora do intervalo determinado por ela. Foi utilizado o valor de 

vento nominal da turbina e uma combinação de seeds que nos retorna seis casos 

distintos de análises (Tabela 6.12).  

 

Tabela 6.12: Valores extremos de estados de mar analisados. 

Estado de Mar Hs (m) Tp (s) Vento (m/s) Seed 

EM12 8 12 11,4 1 

EM13 8 12 11,4 3 

EM14 8 12 11,4 5 

EM15 8 15 11,4 1 

EM16 8 15 11,4 3 

EM17 8 15 11,4 5 

 

As análises foram realizadas com períodos de 3.800 s, considerando a turbina 

em operação com sua máxima eficiência. A Tabela 6.13 apresenta o deslocamento 

máximo (surge e pitch) da plataforma para os seis casos analisados. Nota-se que os 

maiores valores máximos de surge e pitch correspondem ao período de 12 segundos. 

Verifica-se também que a variação de seeds não proporciona uma diferença 

significativa. 

 

Tabela 6.13: Surge e Pitch para valores extremos de estados de mar. 

Estado de Mar Surge (m) Pitch (graus) 

EM12 21,18 5,965 

EM13 21,06 5,908 

EM14 20,92 5,885 

EM15 20,99 5,884 

EM16 20,83 5,837 

EM17 20,88 5,837 

 

A partir da Tabela 6.13, verifica-se que para as cargas extremas adotadas, os 

deslocamentos máximos de translação e rotação atendem ao requisito básico para o 

funcionamento do aerogerador. 
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É importante salientar, também, que para todos os casos anteriores, as trações 

máximas nas três linhas de ancoragem atenderam os requisitos da Norma DNV-OS-

J101. Este resultado já era esperado, pois este sistema de ancoragem foi inicialmente 

projetado para condições extremas do Mar do Norte, onde ocorrem valores de cargas 

ambientais de onda bem superiores. 
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7 ESTUDO DE FADIGA 

 

O estudo de fadiga é de suma importância, principalmente em sistemas 

offshore, que estão sujeitos a diferentes carregamentos ambientais (ação de ondas, 

ventos e correntes). Tais estudos permitem calcular o dano e, consequentemente, 

prever a vida útil dos diferentes componentes de um sistema, o que é essencial para a 

definição de sua viabilidade técnica e econômica. 

O dano causado pela fadiga é devido à ação de cargas cíclicas, que produz 

esforços, que resultam em tensões. A variação de tensões (Δσ) é o que provoca danos 

na estrutura que, eventualmente, pode apresentar falhas associadas à fadiga. Vale 

ressaltar que o estudo de fadiga aqui proposto, considera somente as tensões oriundas 

dos esforços axiais nas linhas de ancoragem principalmente em consequência da ação 

das ondas, dos ventos e da rotação do rotor. 

Para a realização de estudo de fadiga através da interface SIMA-SESAM é 

necessário preparar um arquivo de simulação contendo as séries temporais de tensões 

geradas pelo software RIFLEX. Após a inserção dos dados, o pós-processamento do 

SIMA-SESAM (Figura 7.1) efetua, através do método numérico Rainflow Counting, 

a contagem de ciclos solicitantes. 

O método citado, segundo BERGLIND e WISNIEWSKI (2014), é o mais 

consolidado na indústria. Esse método vem sendo implementado desde 1967 através 

do trabalho de ENDO (1967).  

O método Rainflow Counting, desenvolvido por MATSUISKI E 

ENDO (1968), visa apenas a identificação dos picos e vales da série temporal de 

tensão e, em seguida, é utilizado uma série de filtros que fazem a contagem do número 

de ciclos e a respectiva amplitude de tensão aos quais a estrutura foi submetida.      

 

 

 

Figura 7.1: Etapas de pós-processamento na interface SIMA-SESAM. 
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Para o cálculo dos ciclos resistentes (N), a interface SIMA-SESAM baseia-se 

nas curvas S-N definidas pela Equação 7.1. 

 

 𝑙𝑜𝑔 𝑁 = log 𝑎 − 𝑚 𝑙𝑜𝑔(∆𝜎) (7.1) 

onde:  

a e m – parâmetros da curva S-N 

Δσ – variação e/ou faixa de tensão experimentada pela estrutura 

 

Após a identificação dos ciclos solicitantes e obtenção, através das curvas 

S-N, do número de ciclos necessários, o dano por fadiga é calculado pela regra de 

PALMGREN (1924) e MINER (1945), conforme a Equação 7.2.  

 

 𝐷𝑎𝑛𝑜 = ∑
𝑛𝑖

𝑁𝑖

𝑗

𝑖=1

 (7.2) 

 

onde: 

𝑛𝑖 – número de ciclos observados em cada grupo de tensão i, 

𝑁𝑖 – número de ciclos necessários para a ruptura por grupo de tensão i (obtido 

a partir de uma curva S-N), 

j – número de faixas de tensão Δσ identificados. 

 

Para se encontrar o dano total deve-se multiplicar o valor obtido na 

Equação 7.2 pela probabilidade de ocorrência de cada um dos casos de carregamento 

(P) e, então, realizar um novo somatório (Equação 7.3). 

 

 𝐷𝑎𝑛𝑜𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 = ∑ 𝐷𝑎𝑛𝑜𝑖𝑃𝑖

𝑘

𝑖=1

 (7.3) 

 

onde: 

 k – número de casos de carregamento.  
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Calculado o dano total anual, a vida útil em anos é obtida através da Equação 

7.4. 

 𝑉𝑖𝑑𝑎Ú𝑡𝑖𝑙 =
1

𝐷𝑎𝑛𝑜𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙
 (7.4) 

 

 CÁLCULO DO DANO E DA VIDA ÚTIL DAS LINHAS DE ANCORAGEM 

DA UNIDADE FLUTUANTE 

 

O estudo do dano à fadiga foi realizado inicialmente para as linhas de 

ancoragem em configuração de catenária livre para onze diferentes estados de mar 

unidirecional (ver Tabela 7.1) considerando a corrente uniforme, com velocidade de 

1,1 m/s, e um vento uniforme associado a cada estado de mar. 

Os valores assumidos para cada estado de mar foram gerados seguindo a 

mesma linha apresentada por GOMES (2019). 

Os parâmetros da curva S-N selecionada para a análise de fadiga das linhas 

de ancoragem (Tabela 7.2) foram adotados seguindo o estudo apresentado por HOMB 

(2013).  

 

 

Tabela 7.1: Estados de mar considerados no cálculo do dano à fadiga das linhas de ancoragem. 

Estado de Mar Ocorrência (%) Hs (m) Tp (s) Vv (m/s) 

EM1 0,6713484 3,4 11,1 3,0 

EM2 0,2315675 3,9 11,6 4,6 

EM3 0,0571539 4,5 12,1 6,8 

EM4 0,0252056 5,0 12,6 9,1 

EM5 0,0089724 5,4 13,0 11,4 

EM6 0,0034082 5,8 13,4 13,7 

EM7 0,0013568 6,1 13,7 16,0 

EM8 0,0005445 6,4 14,0 18,2 

EM9 0,0002470 6,7 14,3 20,5 

EM10 0,0001075 7,0 14,6 22,8 

EM11 0,0000464 7,2 14,8 25,0 

 



89 

 

 

 

 

 

Figura 7.2: Curva S-N (Fonte: HOMB, 2013) 

 

Tabela 7.2: Parâmetros da curva S-N. 

a 

(ponto de intercessão na tensão) 

m 

(inclinação negativa da curva S-N) 

6,0e+10 3,0 

 

O objetivo destas análises é realizar uma comparação entre os índices de dano 

ponderado normalizado em diferentes casos e verificar possíveis fatores que possam 

aumentar ou diminuir os danos nas linhas de ancoragem. O estudo elegeu um caso 

como referência e a partir deste, verificou a diferença percentual com os demais casos, 

fazendo uma comparação direta entre eles. 

Os estudos de dano nas linhas de ancoragem foram divididos em 6 casos. Em 

todos os casos, a direção do vento esteve sempre perpendicular ao plano de rotação 

do rotor da turbina eólica.  

O caso 1 estudou os esforços concentrados sobre uma linha, com vento, onda 

e corrente em uma mesma direção. O dano à fadiga é obtido através da Equação 7.3, 

tendo k representando os 11 estados de mar e P a probabilidade ocorrência. A Figura 

7.3 mostra a configuração do sistema de ancoragem para o caso 1. 
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Figura 7.3: Sistema de ancoragem – caso 1 

 

O caso 2 apresenta o estudo de dano distribuído em 8 direções, sendo elas, 

norte, nordeste, leste, sudeste, sul, sudoeste, oeste e noroeste. Neste caso, todos os 

carregamentos ambientais seguem a mesma direção e com vento uniforme sempre 

perpendicular ao plano de rotação do rotor da turbina eólica. O dano, para o caso 2, é 

obtido através da Equação 7.5, onde j é o número total de direções e k o número de 

estados de mar. A Figura 7.4 e a Figura 7.5 mostram todas as configurações dos 

sistemas de ancoragem frente aos carregamentos ambientais. 

 

 𝐷𝑎𝑛𝑜𝑇𝑜𝑡𝑎𝑙 = ∑ [∑
𝐷𝑎𝑛𝑜𝑖𝑃𝑖

𝑗

𝐾

𝑖=1

]

𝑗

𝑖=1

 (7.5) 

 

 

Observação importante: por se tratar de um estudo de sensibilidade, adotou-

se, simplificadamente, o mesmo percentual de ocorrência nas oito direções. 
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Figura 7.4: Sistemas de ancoragem N, NE, E e SE. 

 

   

   

Figura 7.5: Sistemas de ancoragem S, SW, W e NW. 
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O caso 3 é similar ao caso 1, porém o vento utilizado é um vento aleatório, 

gerado a partir do software Turbsim, descrito anteriormente no item 3.3.1.2. Para 

geração dos dados, foi utilizado a classe A de intensidade de turbulência de vento, 

segundo a IEC 61400-1 (2014). 

No caso 4, também foi utilizado o vento aleatório e assim como o caso 2, o 

dano foi obtido através da Equação 7.5, com os carregamentos ambientais distribuídos 

nas mesmas direções.  

O caso 5 e o caso 6 são modificações dos casos 1 e 3, tendo como diferença 

a direção incidente da onda e da corrente, que agora se encontram perpendicular ao 

vento (Figura 7.6). O caso 5 faz uso do vento uniforme, enquanto o caso 6 faz uso do 

vento aleatório.   

 

 

Figura 7.6: Sistema de ancoragem – caso 5 e 6. 

 

A Tabela 7.3 apresenta o dano ponderado normalizado das linhas de 

ancoragem para os casos de 1 a 6, com finalidade de comparar a influência da 

incidência de carregamento ambientais perante suas disposições e os dois modelos de 

vento: uniforme e aleatório. 

 

Tabela 7.3: Dano ponderado normalizado. 

CASO 1 CASO 2 CASO 3 CASO 4 CASO 5 CASO 6 

Dano Normalizado 

1 0,30 1,18 0,34 0,29 0,65 
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A comparação entre o caso 1 (com vento uniforme) e o caso 3 (com vento 

aleatório) mostra que o dano sofrido pela linha de ancoragem, apresentada em 

configuração que visa ter um maior esforço sobre uma única linha, aumenta cerca de 

18%. 

Comparando o caso 1 com o caso 2 (vento uniforme distribuído), o dano, 

conforme esperado, tende a ser menor no caso 2, por causa da distribuição do 

carregamento em oito direções. Já a relação entre o caso 1 e o caso 4 (vento aleatório 

distribuído) mostra que para uma situação mais próxima do real, o dano diminui 

consideravelmente, cerca de 71% em relação ao valor de referência, mas aumenta 

cerca de 13% se comparados os casos 2 e 4. 

Os casos 5 e 6, apresentam vento e onda/corrente em diferentes direções e em 

ambos os casos o dano é menor. Isto mostra claramente a necessidade de que se realize 

análise de fadiga com as distribuições conjuntas onda/vento/corrente considerando-se 

as respectivas direções. Desta forma, o dano final calculado não será demasiadamente 

conservativo, nem tão pouco compromete a vida útil. 

Quanto maior o número de direções, mais precisos são os resultados. Quanto 

ao modelo de vento, sugere-se sempre vento aleatório com a utilização do programa 

Turbsim, pois este encontra-se mais próximo da realidade e implica num dano maior. 

 

É importante salientar que as análises realizadas com vento aleatório utilizam 

a classe A da IEC 61400-1 (2014), que apresenta uma maior intensidade de turbulência 

e, em consequência, implica num dano maior. 
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8 CONCLUSÕES E 

DESENVOLVIMENTOS FUTUROS 

 

A demanda mundial por energia é crescente e para compor uma matriz 

energética limpa e eficaz, o uso do potencial da energia eólica vem aumentando 

significativamente ao longo das últimas décadas. A produção de energia, em escala 

comercial, através de turbinas eólicas onshore é uma realidade e a exploração de 

ventos marinhos, bastante promissora. O grande potencial dos ventos marinhos vem 

atraindo investimentos e despertando o real interesse das indústrias de petróleo, que 

já operam na região offshore. 

Seguindo a tendência mundial de desenvolvimento e melhoria das técnicas e 

tecnologias de exploração da energia eólica, esta dissertação de mestrado apresenta a 

modelagem de um sistema offshore acoplado (unidade flutuante do tipo spar-buoy, 

turbina eólica e linhas de ancoragem) com capacidade instalada de 5MW. 

A unidade flutuante do tipo spar-buoy se mostrou uma boa opção, porém há 

uma dificuldade de sua produção em solo nacional devido à indústria não estar 

preparada para trabalhar com chapa de aço de grande espessura. Uma solução seria 

que esse tipo de unidade fosse construída em concreto, conceito que vem se 

difundindo na última década. 

Análises dinâmicas do sistema acoplado foram realizadas para garantir a 

calibração do modelo. Os resultados obtidos abrangem a influência de diferentes 

condições ambientais e atestam que a condição de trabalho da turbina perante a 

velocidade de vento nominal, bem como as frequências naturais, obtidas por diferentes 

métodos (e.g. testes de decaimento e RAO), apresentaram boa correlação com os 

valores de referência. 

Análises do sistema de ancoragem, com diferentes arranjos, foram realizadas 

para verificar a capacidade do sistema e garantir sua integridade perante diferentes 

condições ambientais, deixando claro, que o sistema de ancoragem do conceito da 

unidade flutuante do tipo spar-buoy pode ser empregado em condições ambientais 

semelhantes aos utilizados nas análises.  
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O estudo de fadiga nas linhas de ancoragem da unidade flutuante foi realizado 

variando-se o modelo de vento, o alinhamento da turbina eólica em relação à 

disposição das linhas de ancoragem e a atuação conjunta onda/vento. 

Este estudo de sensibilidade sugere fortemente que nas análises de fadiga:  

1) utilize-se sempre o vento aleatório com o software Turbsim, pois reflete 

melhor a realidade e conduz a um dano maior quando comparado com a alternativa 

simplificada de vento uniforme; 

2) utilize-se o maior número de incidência de vento, de tal forma a redistribuir 

melhor o dano nas linhas de ancoragem. 

3) utilize-se distribuições conjuntas de vento/onda/corrente considerando as 

respectivas direções de incidência. Para tanto, é necessário que as aquisições de dados 

oceanográficos sejam o mais preciso e detalhado possível. 

Desenvolvimentos futuros: 

1) Utilização de vento de várias regiões do Brasil e do Mundo, variando-se a 

intensidade de turbulência, que é um dos fatores importantes na determinação do dano 

devido à fadiga. 

2) Otimização do sistema de ancoragem para várias condições 

onda/vento/corrente. 

3) Adaptação do casco da spar-buoy para operar com um aerogerador de 10 

MW. 

4) Utilização de modelos de ação de onda/vento (hidrodinâmicas e 

aerodinâmicas) mais sofisticados. 
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APÊNDICE A: PROPRIEDADES DA TORRE 

Elemento 

(-) 

Base 

(m) 

Topo 

(m) 

Raio 

(m) 

Espessura 

(m) 

Raio Int. 

(m) 

Diâmetro 

(m) 

Diâmetro Int. 

(m) 

Comprimento 

(m) 

Área externa 

(m²) 

Área interna 

(m²) 

Área 

(m²) 

Volume 

(m³) 

Coef. Massa 

(kg/m) 

10 79,84 87,60 1,935 0,0201 1,9149 3,870 3,830 7,76 11,763 11,520 0,2429 1,885 2064,3 

9 72,08 79,84 2,067 0,0209 2,0456 4,133 4,091 7,76 13,416 13,146 0,2695 2,091 2290,8 

8 64,32 72,08 2,198 0,0216 2,1764 4,396 4,353 7,76 15,178 14,880 0,2975 2,308 2528,5 

7 56,56 64,32 2,330 0,0224 2,3071 4,659 4,614 7,76 17,048 16,721 0,3268 2,536 2777,4 

6 48,80 56,56 2,461 0,0232 2,4378 4,922 4,876 7,76 19,027 18,670 0,3574 2,773 3037,6 

5 41,04 48,80 2,593 0,0240 2,5685 5,185 5,137 7,76 21,115 20,726 0,3893 3,021 3308,9 

4 33,28 41,04 2,724 0,0248 2,6992 5,448 5,398 7,76 23,311 22,889 0,4225 3,279 3591,4 

3 25,52 33,28 2,856 0,0256 2,8299 5,711 5,660 7,76 25,616 25,159 0,4571 3,547 3885,2 

2 17,76 25,52 2,987 0,0264 2,9606 5,974 5,921 7,76 28,030 27,537 0,4929 3,825 4190,0 

1 10,00 17,76 3,119 0,0272 3,0913 6,237 6,183 7,76 30,552 30,022 0,5301 4,114 4506,1 

ρ 

(kg/m³) 

m 

(kg) 

kx,ky 

(m) 

k0 

(m) 

E 

(GPa) 

ν  

(-) 

EA 

(N) 

Ix 

(m4) 

Iy 

(m4) 

J0 

(m4) 

G 

(N/m²) 

EIx 

(N•m²) 

EIy 

(N•m²) 

GJ 

(N•m²/rad) 

8500 16019,0 1,361 1,925 2,10E+11 0,3 5,100E+10 0,4500 0,4500 0,900 8,077E+10 9,449E+10 9,449E+10 7,269E+10 

8500 17776,6 1,454 2,056 2,10E+11 0,3 5,660E+10 0,5697 0,5697 1,139 8,077E+10 1,196E+11 1,196E+11 9,202E+10 

8500 19621,2 1,547 2,187 2,10E+11 0,3 6,247E+10 0,7115 0,7115 1,423 8,077E+10 1,494E+11 1,494E+11 1,149E+11 

8500 21552,6 1,639 2,318 2,10E+11 0,3 6,862E+10 0,8781 0,8781 1,756 8,077E+10 1,844E+11 1,844E+11 1,418E+11 

8500 23571,8 1,732 2,449 2,10E+11 0,3 7,505E+10 1,0720 1,0720 2,144 8,077E+10 2,251E+11 2,251E+11 1,732E+11 

8500 25677,1 1,825 2,581 2,10E+11 0,3 8,175E+10 1,2961 1,2961 2,592 8,077E+10 2,722E+11 2,722E+11 2,094E+11 

8500 27869,3 1,917 2,712 2,10E+11 0,3 8,873E+10 1,5534 1,5534 3,107 8,077E+10 3,262E+11 3,262E+11 2,509E+11 

8500 30149,2 2,010 2,843 2,10E+11 0,3 9,599E+10 1,8469 1,8469 3,694 8,077E+10 3,878E+11 3,878E+11 2,983E+11 

8500 32514,4 2,103 2,974 2,10E+11 0,3 1,035E+11 2,1797 2,1797 4,359 8,077E+10 4,577E+11 4,577E+11 3,521E+11 

8500 34967,3 2,196 3,105 2,10E+11 0,3 1,113E+11 2,5554 2,5554 5,111 8,077E+10 5,366E+11 5,366E+11 4,128E+11 

  



 

 

 

 

APÊNDICE B: MOVIMENTO DE SURGE E PITCH EM DIFERENTES 

ESTADOS DE MAR 

 

Seed Hs Tp Surge (m) 

1 3,4 11,1 

 



 

 

 

 

2 3,9 11,6 

 

3 4,5 12,1 

 



 

 

 

 

5 5,0 12,6 

 

7 5,4 13,0 

 



 

 

 

 

11 5,8 13,4 

 

13 6,1 13,7 

 



 

 

 

 

17 6,4 14,0 

 

19 6,7 14,3 

 



 

 

 

 

23 7,0 14,6 

 

29 7,2 14,8 

 

 

 

 



 

 

 

 

Seed Hs Tp Pitch (graus) 

1 3,7 11,4 

 

2 4,3 11,9 

 



 

 

 

 

3 4,8 12,4 

 

5 5,2 12,7 

 



 

 

 

 

7 5,5 13,1 

 

11 5,9 13,4 

 



 

 

 

 

13 6,1 13,7 

 

17 6,4 14,0 

 



 

 

 

 

19 6,7 14,2 

 

23 6,9 14,7 

 



 

 

 

 

29 7,1 14,9 

 

  



 

 

 

 

APÊNDICE C: TRAÇÃO NAS EXTREMIDADES DA LINHA DE 

ANCORAGEM  

 

Seed Hs Tp Tração 

1 3,7 11,4 

 

2 4,3 11,9 

 



 

 

 

 

3 4,8 12,4 

 

5 5,2 12,7 

 



 

 

 

 

7 5,5 13,1 

 

11 5,9 13,4 

 



 

 

 

 

13 6,1 13,7 

 

17 6,4 14,0 

 



 

 

 

 

19 6,7 14,2 

 

23 6,9 14,7 

 



 

 

 

 

29 7,1 14,9 

 

  



 

 

 

 

ANEXO I: PROPRIEDADES DISTRIBUÍDAS DAS PÁS 

Raio 
(m) 

BlFract  
(-) 

AeroCent  
(-) 

StrcTwst  
(º) 

BMassDen  
(kg/m) 

FlpStff  
(N•m2) 

EdgStff  
(N•m2) 

GJStff  
(N•m2) 

EAStff  
(N) 

Alpha  
(-) 

FlpIner  
(kg•m) 

EdgIner  
(kg•m) 

PrecrvRef  
(m) 

PreswpRef  
(m) 

FlpcgOf  
(m) 

EdgcgOf  
(m) 

FlpEAOf  
(m) 

EdgEAOf 
(m) 

1,5 0 0,25 13.308 678.935 1,81E+10 1,81E+10 5,56E+09 9,73E+09 0 972,86 973,04 0 0 0 0,00017 0 0 
1,7 0,00325 0,25 13.308 678.935 1,81E+10 1,81E+10 5,56E+09 9,73E+09 0 972,86 973,04 0 0 0 0,00017 0 0 
2,7 0,01951 0,24951 13.308 773.363 1,94E+10 1,96E+10 5,43E+09 1,08E+10 0 1091,52 1066,38 0 0 0 -0,02309 0 0 
3,7 0,03577 0,2451 13.308 740.550 1,75E+10 1,95E+10 4,99E+09 1,01E+10 0 966,09 1047,36 0 0 0 0,00344 0 0 
4,7 0,05203 0,23284 13.308 740.042 1,53E+10 1,98E+10 4,67E+09 9,87E+09 0 873,81 1099,75 0 0 0 0,04345 0 0 
5,7 0,06829 0,22059 13.308 592.496 1,08E+10 1,49E+10 3,47E+09 7,61E+09 0 648,55 873,02 0 0 0 0,05893 0 0 
6,7 0,08455 0,20833 13.308 450.275 7,23E+09 1,02E+10 2,32E+09 5,49E+09 0 456,76 641,49 0 0 0 0,06494 0 0 
7,7 0,10081 0,19608 13.308 424.054 6,31E+09 9,14E+09 1,91E+09 4,97E+09 0 400,53 593,73 0 0 0 0,07718 0 0 
8,7 0,11707 0,18382 13.308 400.638 5,53E+09 8,06E+09 1,57E+09 4,49E+09 0 351,61 547,18 0 0 0 0,08394 0 0 
9,7 0,13335 0,17156 13.308 382.062 4,98E+09 6,88E+09 1,16E+09 4,03E+09 0 316,12 490,84 0 0 0 0,10174 0 0 

10,7 0,14959 0,15931 13.308 399.655 4,94E+09 7,01E+09 1,00E+09 4,04E+09 0 303,6 503,86 0 0 0 0,10758 0 0 
11,7 0,16585 0,14706 13.308 426.321 4,69E+09 7,17E+09 8,56E+08 4,17E+09 0 289,24 544,7 0 0 0 0,15829 0 0 
12,7 0,18211 0,13481 13.181 416.820 3,95E+09 7,27E+09 6,72E+08 4,08E+09 0 246,57 569,9 0 0 0 0,22235 0 0 
13,7 0,19837 0,125 12.848 406.186 3,39E+09 7,08E+09 5,47E+08 4,09E+09 0 215,91 601,28 0 0 0 0,30756 0 0 
14,7 0,21465 0,125 12.192 381.420 2,93E+09 6,24E+09 4,49E+08 3,67E+09 0 187,11 546,56 0 0 0 0,30386 0 0 
15,7 0,23089 0,125 11.561 352.822 2,57E+09 5,05E+09 3,36E+08 3,15E+09 0 160,84 468,71 0 0 0 0,26519 0 0 
16,7 0,24715 0,125 11.072 349.477 2,39E+09 4,95E+09 3,11E+08 3,01E+09 0 148,56 453,76 0 0 0 0,25941 0 0 
17,7 0,26341 0,125 10.792 346.538 2,27E+09 4,81E+09 2,92E+08 2,88E+09 0 140,3 436,22 0 0 0 0,25007 0 0 
19,7 0,29595 0,125 10.232 339.333 2,05E+09 4,50E+09 2,61E+08 2,61E+09 0 124,61 398,18 0 0 0 0,23155 0 0 
21,7 0,32846 0,125 9.672 330.004 1,83E+09 4,24E+09 2,29E+08 2,36E+09 0 109,42 362,08 0 0 0 0,20382 0 0 
23,7 0,36098 0,125 9.110 321.990 1,59E+09 4,00E+09 2,01E+08 2,15E+09 0 94,36 335,01 0 0 0 0,19934 0 0 
25,7 0,3935 0,125 8.534 313.820 1,36E+09 3,75E+09 1,74E+08 1,94E+09 0 80,24 308,57 0 0 0 0,19323 0 0 
27,7 0,42602 0,125 7.932 294.734 1,10E+09 3,45E+09 1,44E+08 1,63E+09 0 62,67 263,87 0 0 0 0,14994 0 0 
29,7 0,45855 0,125 7.321 287.120 8,76E+08 3,14E+09 1,20E+08 1,43E+09 0 49,42 237,06 0 0 0 0,15421 0 0 
31,7 0,49106 0,125 6.711 263.343 6,81E+08 2,73E+09 8,12E+07 1,17E+09 0 37,34 196,41 0 0 0 0,13252 0 0 
33,7 0,52358 0,125 6.122 253.207 5,35E+08 2,55E+09 6,91E+07 1,05E+09 0 29,14 180,34 0 0 0 0,13313 0 0 
35,7 0,5561 0,125 5.546 241.666 4,09E+08 2,33E+09 5,75E+07 9,23E+08 0 22,16 162,43 0 0 0 0,14035 0 0 
37,7 0,58862 0,125 4.971 220.638 3,15E+08 1,83E+09 4,59E+07 7,61E+08 0 17,33 134,83 0 0 0 0,1395 0 0 
39,7 0,62115 0,125 4.401 200.293 2,39E+08 1,58E+09 3,60E+07 6,48E+08 0 13,3 116,3 0 0 0 0,15134 0 0 
41,7 0,65366 0,125 3.834 179.404 1,76E+08 1,32E+09 2,74E+07 5,40E+08 0 9,96 97,98 0 0 0 0,17418 0 0 
43,7 0,68618 0,125 3.332 165.094 1,26E+08 1,18E+09 2,09E+07 5,31E+08 0 7,3 98,93 0 0 0 0,24922 0 0 
45,7 0,7187 0,125 2.890 154.411 1,07E+08 1,02E+09 1,85E+07 4,60E+08 0 6,22 85,78 0 0 0 0,26022 0 0 
47,7 0,75122 0,125 2.503 138.935 9,09E+07 7,98E+08 1,63E+07 3,76E+08 0 5,19 69,96 0 0 0 0,22554 0 0 
49,7 0,78376 0,125 2.116 129.555 7,63E+07 7,10E+08 1,45E+07 3,29E+08 0 4,36 61,41 0 0 0 0,22795 0 0 
51,7 0,81626 0,125 1.730 107.264 6,11E+07 5,18E+08 9,07E+06 2,44E+08 0 3,36 45,44 0 0 0 0,206 0 0 
53,7 0,84878 0,125 1.342 98.776 4,95E+07 4,55E+08 8,06E+06 2,12E+08 0 2,75 39,57 0 0 0 0,21662 0 0 
55,7 0,8813 0,125 0,954 90.248 3,94E+07 3,95E+08 7,08E+06 1,82E+08 0 2,21 34,09 0 0 0 0,22784 0 0 
56,7 0,89756 0,125 0,76 83.001 3,47E+07 3,54E+08 6,09E+06 1,60E+08 0 1,93 30,12 0 0 0 0,23124 0 0 
57,7 0,91382 0,125 0,574 72.906 3,04E+07 3,05E+08 5,75E+06 1,09E+08 0 1,69 20,15 0 0 0 0,14826 0 0 
58,7 0,93008 0,125 0,404 68.772 2,65E+07 2,81E+08 5,33E+06 1,00E+08 0 1,49 18,53 0 0 0 0,15346 0 0 
59,2 0,93821 0,125 0,319 66.264 2,38E+07 2,62E+08 4,94E+06 9,22E+07 0 1,34 17,11 0 0 0 0,15382 0 0 
59,7 0,94636 0,125 0,253 59.340 1,96E+07 1,59E+08 4,24E+06 6,32E+07 0 1,1 11,55 0 0 0 0,0947 0 0 
60,2 0,95447 0,125 0,216 55.914 1,60E+07 1,38E+08 3,66E+06 5,33E+07 0 0,89 9,77 0 0 0 0,09018 0 0 
60,7 0,9626 0,125 0,178 52.484 1,28E+07 1,19E+08 3,13E+06 4,45E+07 0 0,71 8,19 0 0 0 0,08561 0 0 
61,2 0,97073 0,125 0,14 49.114 1,01E+07 1,02E+08 2,64E+06 3,69E+07 0 0,56 6,82 0 0 0 0,08035 0 0 
61,7 0,97886 0,125 0,101 45.818 7,55E+06 8,51E+07 2,17E+06 2,99E+07 0 0,42 5,57 0 0 0 0,07096 0 0 
62,2 0,98699 0,125 0,062 41.669 4,60E+06 6,43E+07 1,58E+06 2,13E+07 0 0,25 4,01 0 0 0 0,05424 0 0 
62,7 0,99512 0,125 0,023 11.453 2,50E+05 6,61E+06 2,50E+05 4,85E+06 0 0,04 0,94 0 0 0 0,05387 0 0 
63 100.000 0,125 0 10.319 1,70E+05 5,01E+06 1,90E+05 3,53E+06 0 0,02 0,68 0 0 0 0,05181 0 0 

 


