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A 
Apêndice A 

A1 
Equação de estado (EOS) 

Ao longo dos anos várias equações de estado têm sido desenvolvidas, 

dependendo do conjunto de dados para a qual foi projetada, uma pode ser 

inerentemente mais precisa do que outra. À medida que mais sistemas de fluidos 

são analisados, muitas modificações têm sido propostas na literatura para melhorar 

as predições de comportamento das fases de acordo com o tipo de aplicação. 

As principais equações cubicas utilizadas na indústria de petróleo são: Soave 

(1972) (Soave-Redlich-Kwong SRK); Grabowski et al. (1978) (Soave-Redlich-

Kwong SRK(G&D)); Peng et al. (1976) (Peng-Robinson PR(1976)); Robinson et 

al. (1978) (Peng-Robinson PR(1978)). A formulação de SRK é apresentada, a 

seguir: 

 

 6.1 

 

 6.2 

 

 6.3 

 

Ahmed 2007, a equação SRK em função do fator de compressibilidade do 

fluido (�) toma a forma seguinte: 

 

 6.4 

 

� = 0,0867	
���  


(
) = 0,42747 (	
�)��� α(
) 
�	�:																									� = 	
� − � − 
(
)�(� + �) 

�� − �� + (� − �� − �)� − �� = 0 
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onde, os parâmetros adimensionais A e B são: 

 

 6.5 

 

 6.6 

 

A formulação da Peng-Robinson originalmente proposto para um 

componente puro com dois parâmetros, é mostrado a seguir: 

 

 6.7 

 

onde, P é a pressão, T é a temperatura, V é o volume molar, R é a constante 

universal dos gases, b é o parâmetro de co-volume e a é o parâmetro de energia. 

Para componentes puros a e b são dados por: 

 

 6.8 

 

 6.9 

 

 6.10 

 

 6.11 

 

 6.12 

 

 6.13 

 

��	ω ≥ 0,491				 ! = 0,379642 + 1,48503ω − 0,164423ω� + 0,016666ω� 

��	ω ≤ 0,491				! = 0,37464 + 1,54226ω − 0,26992ω� 

α(
) = %1 +! &1 − '

�()
�
 


(
) = 
(
�)α(
) 
� = 0,07780	
���  


(
�) = 0,45724 (	
�)���  

�	:														� = 	
� − � − 
(
)�(� + �) + �(� − �) 

� = 
(
) �(	
)� 
� = � �	
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onde, 
� e �� são, respectivamente, a temperatura e a pressão críticas, ω é o fator 

acêntrico. 

Segundo Ahmed 2007, a equação PR (6.7) representa o comportamento de 

um fluido de forma contínua, de solvente para fase líquido, e pode ser reescrita em 

função do fator de compressibilidade do fluido (�) como: 

 

 6.14 

 

onde, os parâmetros A e B são: 

 

 6.15 

 

 6.16 

 

Jhaveri e Youngren 1988, adaptaram o procedimento utilizado por Peneloux 

et al. (1982) que modificou a equação inicial 6.4 de dois parâmetros, para incluir 

um terceiro parâmetro. Esta nova EOS permitirá previsões volumétricas mais 

precisas, recomendado para simulações de solvente/óleo processos miscíveis. O 

terceiro parâmetro não altera as condições de equilíbrio vapor/líquido determinado 

pela equação de dois parâmetros. Pelo contrário, ele modifica os volumes de fase, 

fazendo uma translação ao longo do eixo de volume. A equação 6.14 modificada a 

três parâmetros fica: 

 

 

 6.17 

 

 6.18 

onde, s é o parâmetro volume shift, caso seja necessário este parâmetro pode ser 

incluído no ajuste da EOS. 

Escoamento de misturas multicomponente é realizado utilizando um modelo 

de fluido, onde os parâmetros da EOS são obtidos seguindo a regra de mistura. 

 

�� − (1 − �)�� + (� − 3�� − 2�)� − (�� − �� − ��) = 0 

� = 0,45724 ��� *
�
+� α(
) 
� = 0,007780 ��� *
�
+ 

(� + ,)� − (1 − �)(� + ,)� + (� − 3�� − 2�)(� − ,) − (�� − �� − ��) = 0 

, = -� 
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 6.19 

 

 6.20 

 

 6.21 

 

onde, ./ e .0 são as frações molares dos componentes 1 e 2, 
/ e �/ são os 

parâmetros a e b para os componentes puros, e 3/0 é o parâmetro de interação 

binária. 

Os parâmetros adimensionais (A, B e C) para mistura são determinados pelas 

seguintes relações: 

 

 6.22 

 

 6.23 

 

 

 6.24 

 

 

 6.25 

 

A1.1 
Função de distribuição gamma 

Whitson, 1983 propôs que a função gamma de três parâmetros (4, 5 e 6) que 

pode ser utilizada para modelar a distribuição molar da fração ,78. Whitson 

expressou a análise estendida da fração molar de cada pseudocomponente como 

segue: 

�9 = :./�/;
/<=  


/0 = >
/
0?�>1 − 3/0? 

9 =::./.0
/0;

0<=
;
/<=  

� = ::./.0�/0
;

0<=
;
/<=  

�/0 = >1 − 3/0?>�/�0?=/� 

� =:./�/;
/<=  

, =:./,/;
/<=  
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 6.26 

 

onde, � é a fração molar, Γ é a função gamma, BC; é o peso molecular da fração 

pesada, 4 é o menor peso molecular com uma probabilidade de ocorrência diferente 

de cero, representa o origem da distribuição. 

 

 6.27 

 

 6.28 

 

 6.29 

 

 

 6.30 

 

A soma da equação acima pode ser terminada quando o erro for menor que 

10-6 como segue na relação: 

 

 6.31 

 

O parâmetro (5) representa forma da distribuição, que é ajustável podendo 

ser calculada usando a relação empírica: 

 

 6.32 

 

onde, D e !E são determinados pela seguintes equações, 

 

 6.33 

 

 

�; = �FGHΓ(5):I;8=J80�KLMHN − I;J80�KLMΓ(5 + 2 + 1)O
0<P  

I; = BC; − 46  

I;8= = BC;8= − 46  

4 = Q 92																	,7814R − 6							,;8	 

6 = BCFGH − 45  

:−:<	008= 10KT 

5 = 0,5000876 + 0,1648852D − 0,0544174D�D  

D = UR VBCFGH − 4!E W 
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 6.34 

 

A variável 1 é o primeiro número de carbono simples da fração ,;8 (1 = R,R + 1…	…Y) e Y é ultimo número de carbono simples na fração ,;8 

A1.2 
Regra de mistura de Lee-Kesler 

A regra de mistura de Lee-Kesler (Lee and Kesler, 1975) associada com a 

EOS é empregada para determinar as propriedades das frações agrupadas pelo 

método lumping. Definindo a normalização da fração molar do pseudocomponente 1 como:  

 

 6.35 

 

As seguintes regras são propostas para determinar as propriedades como: 

peso molecular (B), gravidade especifica (Z), propriedades criticas (��, �� e 
�) e 

fator acêntrico ([). 

 

 

 6.36 

 

 

 6.37 

 

 

 6.38 

 

 

 6.39 

 

!E = \](BC/ − 4)^_`
/<; a =^bGH

 

c/ = ./∑ ./e/<=  

Be = :c/B/
e

/<=  

Ze = Be∑ fc/B/Z/ ge/<=  

��e =:Vc/B/��/Be We
/<=  

��e =:c/��/e
/<=  
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 6.40 

 

 

 6.41 

 

onde, h é o número de pseudocomponentes obtido da caracterização do óleo 

usando lumping (1 = 1,…	… h). 

A2 
Correlações empíricas para determinar a pressão mín ima de 
miscibilidade (MMP) 

Embora, existam diversas correlações empíricas para o cálculo da MMP, 

neste estudo, foram selecionados e avaliados três correlações citadas abaixo que 

melhor descrevem o fenômeno. As três correlações foram determinadas em teste de 

múltiplos contatos em função da temperatura e das composições do gás (CO2) e do 

óleo. 

Correlação de Glaso, (1985) 

 

 6.42 

 

Correlação de Alston et al., (1985)  

 

 6.43 

 

Correlação de Cronquist, (1978) e modificado por Stalkup, (1983) 

 

 

 6.44 

 

BB� = 0.11027(1,8
j + 32)(P.7kk�PT8P.PP==P�l×9nboH8P.PP=p�7q×rstu) 

BB� = 6,056 × 10KT × (1,8
j + 32)=,PT × >BCFoH=,7l? × vrstur_MwxP,=�T 

BB� = 5,58657 − 0,02347739 × BCFGH 

+v1,1725 × 10K== ×BCFGH�,7� × �7lT,l×9nbGHyN,zo{x × (1,8
j + 32) 


�e = :c/
�/e
/<=  

[e = :c/[/
e

/<=  
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onde, 
j é a temperatura do reservatório medida em °C, BCFoH e BCFGH são a 

massa molar da fração do óleo mais pesada de pentano e heptano respectivamente, 

medida em g/mol, |}~� é a fração volátil do óleo constituído em ,= e Y� , em mol, |/;� é a fração intermediaria do óleo consistindo de ,�, ,�, ,k, ,�� e ���, em mol. 

A3 
Dióxido de carbono (CO 2) 

As fontes de CO2 incluem reservatórios naturais e fontes industriais. No 

mundo quase todos os projetos de CO2-EOR, o CO2 utilizado é produzido a partir 

de reservatórios contendo CO2. Contudo, na atualidade a indústria vem se 

concentrando na captura de CO2 a partir de fontes industriais para reduzir a 

dependência de reservatórios naturais e diminuir as emissões de CO2 na atmosfera. 

A3.1 
Propriedades físicas do CO 2 

O CO2 puro é um gás incolor em condições normais de temperatura e 

pressão, inodoro inerte, não tóxico e não inflamável, de peso molecular 44,01 

g/mol. O CO2 é sólido em baixas temperaturas. O estado físico do CO2 varia com a 

temperatura e a pressão, conforme é mostrado na Figura A.1. Aumentando a 

pressão e a temperatura, a fase líquida é apresentada pela primeira vez e coexiste 

com a fase sólida e vapor no ponto triplo. O líquido e a fase de vapor de CO2 

coexistem do ponto triplo até o ponto crítico na curva. 

A3.2 
CO2 supercrítico 

Uma substância acima da sua temperatura crítica e pressão crítica é 

considerada como fluido supercrítico. O ponto crítico é representado pela 

temperatura e pressão à qual a fase de vapor e líquido de uma substância pode 

coexistir em equilíbrio. Acima do ponto crítico, a distinção entre a fase gás e a fase 

líquida desaparece e a substância só pode ser descrito como um fluido monofásico. 

O diagrama de fases do dióxido de carbono é mostrado na Figura A.1. O CO2 

é um fluido supercrítico acima de 31,1°C e 7,38 MPa (temperatura e pressão 

críticas), neste estado não pode ser feita distinção entre líquido ou vapor, de tal 

forma que o CO2 é um fluido que se comporta como um gás em termos de 
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viscosidade, porém sua densidade pode ser maior que a densidade da água no 

estado líquido (IPCC 2005). 

 

 
Figura A.1-.Diagrama de fase de dióxido de carbono. Adaptado de: ChemicaLogic 

Corporation, (2013) 

 

O CO2 é um excelente solvente para compostos orgânicos, sendo que sua 

densidade e viscosidade variam em função da temperatura e pressão como 

mostrados nas Figuras A2 e A3, respectivamente. A condição de temperatura 

abaixo da temperatura crítica (31,1 °C), a densidade e viscosidade CO2 aumentam 

rapidamente quando o CO2 gasoso é pressurizado para obter estado líquido. No 

entanto, sob a condição de temperatura acima do ponto crítico, a fronteira 

gás/líquido, não esta definida onde reside a linha de demarcação, tal como indicado 

nas Figuras A2 e A3 (Bachu, 2008). 
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Figura A.2- Variação da densidade do CO2 em função da temperatura e pressão 

(Bachu, 2008) 

 

 

Figura A.3- Variação da viscosidade do CO2 em função da temperatura e pressão 

(Bachu, 2008) 
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A4 
Principais métodos de recuperação de petróleo 

A vida de um campo de petróleo frequentemente é dividida em três níveis de 

recuperação: a recuperação primária, a recuperação secundária e a recuperação 

terciária. Historicamente, seguem a ordem cronológica mostrados na Figura A.4. 

A4.1 
Recuperação primária 

A recuperação primária está relacionada à produção de petróleo utilizando a 

energia natural do reservatório, onde os hidrocarbonetos são deslocados para a 

superfície devido à descompressão, que gera a expansão dos fluidos junto com a 

contração do volume poroso e o deslocamento de um fluido por outro fluido. Os 

mecanismos utilizados são: gás em solução, capa de gás, influxo de água e 

segregação gravitacional. Neste estágio a recuperação média varia de 15 % a 25 % 

de OOIP (Lyons et al., 2005). 

A4.2 
Recuperação secundária 

Este processo de recuperação adiciona energia à que naturalmente contém o 

reservatório com o fim de deslocar o petróleo deixado pela recuperação primária. A 

energia é dada ao reservatório por injeção de fluidos em forma imiscível sendo 

água ou gás, e tem como objetivo manter pressão necessária para deslocar o 

petróleo para fora da rocha reservatório e ocupar o espaço deixado pelo fluido 

produzido. Este método recupera um adicional na faixa de 15 % a 20 % OOIP 

(Lyons et al., 2005). 

A4.3 
Recuperação terciária 

Recuperação terciária se refere à recuperação de petróleo obtida ao injetar 

fluidos que normalmente não se encontram no reservatório, ou fluidos que estão no 

reservatório, mas são injetados a condições especificas com o fim de alterar o 

comportamento físico-químico dos fluidos do reservatório. Esta definição 

compreende os processos que incluem: molhabilidade, miscibilidade, 
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deslocamento, mobilidade e intervenções nos poços. Nesse processo, são utilizadas 

muitas substâncias para a recuperação. É importante notar que os métodos EOR 

não estão restritos a métodos de um determinado estágio de produção (primário ou 

secundário) como pode ser observado na Figura A.4. Seguindo as etapas 

sequenciais este estágio recupera um adicional na faixa de 5 % a 15% OOIP (Lake, 

1998). 

A classificação tradicional, que divide a sequencia cronologia de três etapas 

nos processos de recuperação, não é tão geral como se considera historicamente. 

Existem condições de produção não convencionais adversas que fazem que os 

métodos convencionais sejam raramente aplicáveis. Tal é o caso do petróleo 

pesado, extra pesado e hidrocarbonetos com areia betuminosa, já que tem as 

características de ter alta viscosidade e em muitos casos baixo teor de gás em 

solução. Nesses reservatórios, a recuperação primaria é muito baixa, na ordem de 

5% OOIP, pelo que se requerem processos alternativos de produção, que incluam 

os métodos EOR bem no inicio do projeto, para extrair o petróleo. 

A recuperação terciária abarca um grupo de tecnologias avançadas que 

permitem maximizar a recuperação do petróleo, estes são métodos térmicos, 

químicos, miscíveis e outras novas tecnologias. 

Métodos térmicos consistem principalmente, na transferência de energia para 

o reservatório. A temperatura do petróleo sobe dando lugar a expansão dos fluidos, 

vaporização do líquido e redução da viscosidade aumentando a mobilidade. De 

modo geral, estes métodos envolvem o uso de vapor, agua quente, combustão in 

situ e eletromagnetismo. Geralmente, são aplicados nos campos de óleos pesados, 

que tem grau API menor que 20 ° API e viscosidade na faixa de 200 a 2000 cp 

(Lake et al., 1992). 

Métodos químicos de recuperação avançada envolve a adição de produtos 

químicos, que altera as propriedades do fluido e reduz a tensão interfacial entre a 

água e o óleo, aumentando a eficiência de deslocamento, consequentemente, 

incrementando o fator de recuperação de petróleo. Os métodos químicos implicam 

a injeção de soluções aquosas de polímeros, de surfactantes, de tensoativos e 

alcalinas. 

Métodos miscíveis recuperam óleo por transferência de massa, têm como 

objetivos reduzir a tensão interfacial entre o fluido injetado e o óleo, diminuir a 

viscosidade e formar uma única fase. Neste processo, são utilizados fluidos como: 
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gás natural, gás liquefeito de petróleo (GLP), dióxido de carbono (CO2), nitrogênio 

(N2) e gases da combustão. 

A4.5 
Recuperação melhorada 

Antigamente, os métodos de recuperação terciária só eram utilizados quando 

a recuperação secundária começava a ser antieconômica. Atualmente, estes 

métodos podem ser aplicados antes do término da recuperação primária. 

Precisamos quebrar as etapas cronológicas primária, secundária e terciária, e 

mudar planos de desenvolvimento do campo que incluam os métodos EOR como 

alternativa para recuperação adequada e oportuna, a fim de alcançar o fator de 

recuperação máximo que proporcione o maior benefício técnico econômico no 

projeto de recuperação de petróleo. 

Os campos de petróleo com alto teor de CO2 podem requerer que o processo 

EOR, seja implementado logo no início da produção por questões ambientais e 

aumentar a recuperação de óleo como mostrado na linha pontilhada da Figura A.4.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura A.4- Classificação convencional dos métodos de recuperação de petróleo. 

Adaptado: Lake, (1998) 
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B 
Apêndice B 

B1 
Modelo analítico 

A solução analítica do processo CO2-EOR compreende as equações 

governantes da continuidade e fluxo do fluido no meio poroso (Lei de Darcy). A 

equação de continuidade em misturas de multicomponentes, fluxo multifásico 

através de um meio poroso é representada por: 

 

 6.45 

 

1 = 1, R�						2 = 1, R� 

 

onde, os termos da equação representam: ���∑ ∅�0./0�0;�0<=  taxa de acumulação 

∇.∑ �0./0;�0<= ���0 fluxo convectivo (massa se deslocando devido à velocidade) 

∇.∑ ∅Κ�/0 . ∇�0./0;�0<=  fluxo difusivo-dispersivo (massa se deslocando devido à 

difusão e dispersão).  

sendo, ∅ é a porosidade, �0 é a densidade molar na fase 2, ./0 é a fração molar do 

componente 1 na fase 2, �0 é a saturação na fase 2, ���0 é a velocidade aparente do 

fluido através do meio poroso na fase 2, Κ�/0 é o tensor da dispersão para 

componente 1 na fase 2 incluindo contribuições de difusão, R� é o número de 

componentes e R� é o número de fases.  

A contribuição da difusão é representada por um coeficiente de difusão 

molecular, �/0, e a contribuição da dispersão é geralmente considerado linear à 

velocidade de deslocamento. Formas típicas para os coeficientes de dispersão 

longitudinal e transversal são dadas por Bear, 1972. 

���:∅�0./0�0;�
0<= + ∇.:�0./0;�

0<= ���0 − ∇.:∅Κ�/0 . ∇�0./0;�
0<= = 0 
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 6.46 

 

 

 6.47 

 

onde, �/0 é coeficiente de difusão molecular, 5 é constante do material conhecida 

como dispersividade, U e � são subscritos longitudinal e transversal respeito à 

direção do fluxo. 

B2 
Lei de Darcy 

A velocidade aparente do fluido no meio poroso é a parte mais importante da 

Equação (6.45), porque controla a parte convectiva do fluxo e pode ser 

determinado pela lei de Darcy. Segundo Darcy a relação matemática da velocidade 

para escoamento em meio poroso pode ser expressa por: 

 

 6.48 

 

onde, K é a permeabilidade absoluta, ��0 é permeabilidade relativa na fase 2, µ0 é 

viscosidade na fase 2, ��0 é densidade mássica na fase 2, �0 é a pressão na fase 2 e �� é a aceleração da gravidade. 

Na Equação (6.48) o subscrito 2 representa a fase, na pressão indica que as 

pressões das fases são diferentes devido à descontinuidade que existe através da 

interface. A magnitude dessa descontinuidade depende da curvatura da interface 

em determinada região do espaço poroso. A relação da diferença de pressão através 

da interface é conhecida como pressão capilar ���0, e é representada na forma: 

 

 6.49 

 

���0 = �0 − �� 

���0 = −K	��0
µ0 >∇�0 + ��0��? 

(��)/0 = >5�0 − 5�0?∅�0����0� |����| 

(��)/0 = �/0 + >5�0 − 5�0?∅�0����0� (��)0� + 5�0����0�∅�0  
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2 = 1, R�			� = 1, R�				� ≠ 2 
A hipótese de equilíbrio químico pode ser feita visto que, o tempo necessário 

para a difusão de componentes sobre a escala de comprimento de um poro é muito 

pequeno, comparado ao tempo necessário para que o fluxo altere 

significativamente as composições dentro dos poros que é razoável supor que os 

fluidos presentes estão em equilíbrio químico. Considerando-se a condição de 

equilíbrio, têm-se um conjunto adicional de relações entre as composições das 

fases. 

 

 6.50 

 2 = 1, R�			� = 1, R�				� ≠ 2 
A Equação (6.50) estabelece o potencial químico do componente 1 na fase 2 é 

igual a seu potencial químico em todas as outras fases presentes (note que, de 

acordo com o uso padrão, o potencial químico de componente 1 na fase 2 é �/0, 
enquanto que a viscosidade na fase 2 é �0). 

Além disso, temos as seguintes relações auxiliares. As saturações das fases 

(frações de volume) e a fração molar de cada uma das fases como: 

 

 6.51 

 

 6.52 

 

Finalmente, as funções que descrevem as propriedades de cada fase 

densidade, viscosidade e sua permeabilidade relativa devem ser dadas como: 

 

 6.53 

 

 6.54 

 

�0 = �0>.=0, .=0 , … , .;�K=,0, �0, 
0? 
�0 = �0>.=0 , .=0, … , .;�K=,0, �0, 
0? 

:�0 = 1;�
0<=  

:./0 = 1;�
/<=  

�/0 = �/� 
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 6.55 

B3 
Fluxo unidimensional 

A Equação (6.45), é tão complexa que precisa ser simplificada considerando 

algumas hipóteses simplificadoras no restante do modelo analítico, vamos 

considerar o fluxo unidimensional e os efeitos capilares desprezíveis, a equação de 

fluxo é simplificada para: 

 

 6.56 

 

Quando os efeitos capilares são desprezíveis a Equação (6.56), pode ser 

simplificada eliminando o gradiente de pressão a partir das expressões de 

velocidade aparente do fluido através do meio poroso, esta velocidade pode então, 

ser escrito facilmente em termos de funções de fluxo fracionário �0, definido pela 

(Orr, 2005): 

 

 6.57 

 

Na Equação (6.57) � é a velocidade aparente total do fluido através do meio 

poroso, definido como a soma das velocidades aparente do fluido nas fases ��. 

Para fluxo unidimensional a lei de Darcy Eq. (6.48) define a �0 como: 

 

 6.58 

 

onde, � é o ângulo de mergulho (dip) medido entre a direção do fluxo e a linha 

horizontal. A expressão para o gradiente de pressão pode ser obtido a partir da 

velocidade aparente do fluido Eq. (6.58) para qualquer fase tornando: 

 

�0 = −K	��0
µ0 *���| + ��0� -1R �+ 

�0 = �0� = �0 :��;�
�<=  

���:∅�0./0�0;�
0<= + ��|:��0./0�0 − ∅Κ/0 ��0./0�| �;�

0<= = 0 

�/0 = �/0>�=, ��, … , �;�K=? 
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 6.59 

 

A substituição da Eq. (6.59) na Eq. (6.58), a velocidade aparente passa a não 

depender de gradiente de pressão e assume a forma para a fase enésima sendo 

escrita na forma: 

 

 6.60 

 

A substituição da Eq. (6.60) na Eq. (6.57) nos dá a expressão para o fluxo 

fracionário da fase 2 segundo Lake, (1998): 

 

 

 6.61 

 

 

Finalmente, substituindo a Eq. (6.57) na Eq. (6.56), temos a versão 

unidimensional da equação convecção dispersão para fluxo multifásico e 

multicomponente. 

 

 

 6.62 

 

B4 
Convecção pura  

Quando os efeitos de dispersão são desprezíveis, a Eq.(6.62) se reduz a um 

conjunto de equações que descreve a interação da convecção pura com o 

comportamento de equilíbrio de fases, 

 

 

���| = − �0µ0K	��0 − ��0� -1R � 

�; = −��;µ0��0µ; �0 + K��;
µ; � -1R � >��0 − ��;? 

�0 = ��0 µ0 ∑ >��; µ;⁄ ?;�;<= ¢1 − �� -1R �� :��;
µ;

;�
;<= >��0 − ��;?£ 

���:∅�0./0�0;�
0<= + ��|:��0./0�0� − ∅Κ/0 ��0./0�| �;�

0<= = 0 
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 6.63 

 

Adimensionalisando as variáveis da Eq. (6.63) com base nas seguintes 

variáveis tempo (¤), comprimento (¥), velocidade (�¦) e densidade da fase 2 (�0¦) 

adimensionais tem-se: 

 

 6.64 

 

 6.65 

 

 6.66 

 

 6.67 

 

onde, �/;0 é a velocidade do fluido injetado, �/;0 densidade do fluido injetado, h é 

comprimento do sistema unidimensional do fluxo. Para simplificar, podemos supor 

o escoamento dos fluidos em meio homogêneo, porosidade (∅) constante 

resultando equação de fluxo em: 

 

 6.68 

 

A notação da Eq. (6.68) pode ser simplificada definindo duas funções 

adicionais como §/ e �/, resultando em: 

 

 6.69 

 

 6.70 

��� ∅:�0./0�0;�
0<= + ��| �:�0./0�0;�

0<= = 0 

¤ = �/;0�∅h  

¥ = |h 

�¦ = ��/;0 
�0¦ = �0�/;0 

��¤:�0¦./0�0;�
0<= + ��¥ �¦:�0¦./0�0;�

0<= = 0 

§/ =:�0¦./0�0;�
0<=  

�/ = �¦:�0¦./0�0;�
0<=  
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onde, §/ é a concentração total do componente 1 (em moles por unidade de 

volume), �/ é o fluxo molar total do componente 1. Portanto, a versão final das 

equações de multicomponente, convecção multifásico, pode ser representada por: 

 

 6.71 

 

A velocidade adimensional �¦ pode variar de acordo com a localização 

espacial, geralmente os componentes variam em volume quando passam para outra 

fase, por exemplo, CO2 desloca óleo sob pressão moderada, este muitas vezes 

ocupa um volume muito menor quando é dissolvido na fase óleo do que acontece 

em uma fase vapor. Nos processos de injeção de CO2 a velocidade do fluxo local 

pode variar substancialmente ao longo do comprimento do deslocamento (Orr, 

2005). Assim, para alguns deslocamentos de gás, será necessário incluir os efeitos 

das alterações de volume na mistura. 

B5 
Condições inicias e de contorno  

Antes de ser resolvida a Eq. (6.71), devem ser impostas condições iniciais e 

de contorno. As soluções serão obtidas para as composições iniciais que são 

constantes ao longo de um domínio semi-infinito. 

 

 6.72 

 

A condição de contorno é necessária apenas para composição do fluido 

injetado. 

 

 6.73 

 

Assim, no momento ¤ = 0, a composição do fluido na entrada muda de 

forma descontínua em relação ao valor inicial para o valor injetado. 

�§/�¤ + ��/�¥ = 0 

§/(¥, 0) = §//;0 ,									0 < ¥ < ∞, 1 = 1, R� 

§/(0, ¤) = §//;0 ,								¤ > 0, 1 = 1, R� 
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O fluxo fracionário de gás, da Eq. (6.61) considerando escoamento horizontal 

bifásico e efeitos gravitacionais e capilares desprezíveis, reduz-se para: 

 

 6.74 

 

a velocidade aparente do fluido através do meio poroso, pode ser escrita em termos 

de funções de fluxo fracionário, �0, definido por: 

 

 6.75 

 

As permeabilidades relativas para o óleo e gás são expressas como: 

para gás, 

 

 6.76 

 

 6.77 

 

 6.78 

 

e para óleo. 

 

 6.79 

 

 6.80 

 

 6.81 

 

As permeabilidades relativas que são funções da saturação, são conhecidas 

como curvas de Corey, (1954). O �ª� é a saturação de gás critica na qual a fase gás 

�ª = ��ª µª ��ª µª  + ��~ µ~⁄  

�0 = �0� = �0>�~ + �ª? 

��ª = 0,																																																									�ª < �ª� 
��ª = � �ª − �ª�1 − �ª� − �~��

� ,																						�ª� < �ª < 1 − �~� 
��ª = 1,																																																									�ª > 1 − �~� 

��~ = 0,																																																					1 −	�ª < �~� 
��~ = � 1 − �ª − �~�1 − �ª� − �~��

� ,																					�ª� < �ª < 1 − �~� 
��~ = 1,																																																					1 − �ª > 1 − �ª� 
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tem permeabilidade zero, de forma similar, �~� é a saturação de óleo residual, na 

qual quando a saturação do óleo é menor do que �~� a permeabilidade relativa da 

fase óleo é zero. Substituindo as equações de permeabilidade relativa de (6.76) a 

(6.71) na Equação (6.74) obtemos o fluxo fracionário de gás nas diferentes fases 

que resulta em: 

 

 6.82 

 

 6.83 

 

 6.84 

onde, B é a razão de viscosidades �~ �ª⁄ .  

B6 
Recuperação de um componente  

A recuperação do componente 1 é obtida a partir da distribuição espacial das 

composições, que é calculado através da resolução de um balanço de massa e o 

saldo restante é determinado por um balanço integral ao longo do comprimento de 

fluxo. Assim, a quantidade recuperada de qualquer componente no meio poroso é 

simplesmente, a quantidade presente inicialmente mais a quantidade injetada do 

referido componente durante o tempo de fluxo que ocorreu e menos a quantidade 

de componente que atualmente se encontra presente no meio poroso, conforme 

definida na equação: 

 

 6.85 

Integrando o ultimo termo da equação, o fator de recuperação de gás torna-se: 

 

 6.86 

e o fator de recuperação de óleo resulta em: 

 

 6.87 

�ª = 0,																																																																	�ª < �ª� 
�ª = >�ª − �~�?�>�ª − �~�?� + >1 − �ª − �~�?� B⁄ ,										�ª� < �ª < 1 − �~� 
�ª = 1,																																																													�ª > 1 − �~� 

	ª = §ª/;/� + ¤�ª/;0 −« §ª ¬¥=
P  

	ª = §ª/;/� − §ª­®í° + ¤�ª­®í° 

	~ = §~/;/� − §~­®í° + ¤�~­®í° 
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C 
Apêndice C 

C1 
Modelo de fluido 

**FILE NAME:. s4-regswell.dat 

FILENAMES  OUTPUT  SRFOUT  REGLUMPSPLIT  GEMOUT 

STARSKV  NONE  GEMZDEPTH  NONE  IMEXPVT  NONE 

WINPROP 2012.10 

**Titles/EOS/Units 

**REM 

TITLE1 'Model fluid' 

UNIT  FIELD 

INFEED  MOLE 

MODEL  PR  1978 

**Component Selection/Properties 

NC 7 7 

COMPNAME 'N2 toC1'  'CO2'  'C2 toC3'  'IC4toFC6'  'HYP01' 'HYP02' 'HYP03' 

HCFLAG   1  0  1  1  1  1  1  

PCRIT  45.293394  72.8  44.769174  34.935107  27.511655  15.46514  

8.8078336 

TCRIT  189.96405  304.2  341.77035  458.10323  592.87156  759.42062  

947.20737 

AC  0.0083013791  0.225  0.12703277  0.22706795  0.33064996  

0.67474524  1.1760028   

MW  16.155735  44.01  37.611531  69.021667  115.14881  230.22592  

475.0 

VSHIFT  -0.14939492  0.0  0.0042204089  -0.055021586  0.029300172  

0.17988367  0.27511821 

ZRA  0.28762731  0.2736  0.27750213  0.27152331  0.25953956  

0.23793789  0.223857 
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VCRIT  0.098909038  0.094  0.1768517  0.29086543  0.45823955  

0.92640047  1.6501882 

VISVC  0.098910528  0.094  0.17757042  0.29159766  0.45823955  

0.92640047  1.6501882   

OMEGA  0.45723553  0.45723553  0.45723553  0.45723553  0.45723553  

0.45723553  0.45723553   

OMEGB  0.077796074  0.077796074  0.077796074  0.077796074  

0.077796074  0.077796074  0.077796074   

SG  0.30311438  0.818  0.43828213  0.62594934  0.76558913  

0.84089141  0.92753797 

TB  -259.19147  -109.21  -82.472427  76.408006  270.16173  583.96123  

971.27655   

PCHOR  76.660949  78.0  130.74234  215.89629  331.36032  615.62098  

1026.475 

ENTHALPY 

-5.5350677  0.56190337  -0.00028044496  4.1358604e-007  -1.5113691e-010  

1.9403307e-014   

4.77805  0.114433  0.000101132  -2.6494e-008  3.4706e-012  -1.314e-016   

-1.0089576  0.22289625  1.5869773e-005  2.7957947e-007  -1.3133139e-010  

1.9459929e-014   

21.038787  -0.0054118134  0.00035002592  -7.5270486e-008  4.569449e-012  

8.405663e-017   

0.0  -0.051644037  0.00043138789  -6.5750251e-008  0.0  0.0   

0.0  -0.021800399  0.00040824876  -5.8386305e-008  0.0  0.0   

0.0  -0.009928708  0.00039726495  -5.5300998e-008  0.0  0.0   

HEATING_VALUES 836.3384  0.0  1815.4015  3207.6259  0.0  0.0  0.0 

IDCOMP  -1  1  -2  -3  -4  -5  -6   

VISCOR  HZYT 

MIXVC   1.0 

VISCOEFF  0.1023  0.023364  0.058533  -0.040758  0.0093324 

HREFCOR  HARVEY 

PVC3  1.44786 

BIN  0.10184157  0.13268822  0.13321871  0.11  0.1  0.1 

SALINITY  WTFRAC   0.0 
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COMPOSITION  PRIMARY 

0.2973  0.002  0.2258  0.1454  0.171437  0.13161399  0.026449013   

**COMPONENT ARRAY 

COMPOSITION   SECOND 

0.0  1.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0 

**Regression Parameters 

**REM  

REGRESSION 

NTOTREGP  2 

CONVTOL  1.0e-006 

MAXIT  30 

NREGPAR  2 

GROUPCTRL  *INCR 

INTCOEF    5,2 

LOWER-B    0.0 

UPPER-B    0.2 

INTCOEF 6,2  7,2  

LOWER-B 6,2  7,2  0.0  0.0 

UPPER-B 6,2  7,2  0.2  0.2 

**Swelling Test 

SWELLING 

LABEL    '' 

FEED  MIXED 1.0 

KVALUE  INTERNAL 

LEVEL 1 

OUTPUT 1 

PRES 1696.0 

TEMP 131.0 

SATFLAG -2 

NSWEL  9 

JSAT-SWEL  -2  -2  -2  -2  -2   

-2  -2  -2  -2  -2   

MOLF-SWEL  0.0671  0.2077  0.3803  0.558  0.5859  0.6126  0.6658  

0.6962  0.7296 
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PRES-SWEL  1815.0  1979.0  2205.0  2473.0  2521.0  2603.0  3267.0  

3959.0  5308.0 

EXPERIMENTAL 

PSAT  DATA 

1696.0  1815.0  1979.0  2205.0  2473.0  2521.0  2603.0  3267.0  3959.0  5308.0 

WEIGHT  1.0 

**End Regression 

**REM  End regression 

STARTREG 

**Multiple Contacts 

MULTI 

LABEL    '' 

**NC 7 7 

PRES  2000.0 

DELP  100.0 

STEPP  6 

TEMP  131.0 

SINCR  0.01 

RATIO  0.1 

MUGMOLF  0.0 

DELZ  0.0 

NSTEPZ  1 

MCMSIM  CELLSIM 

PRGCOMP  0.0  1.0  0.0  0.0  0.0  0.0  0.0 

MUGCOMP  0.0  0.0  0.8  0.2  0.0  0.0  0.0 

PSEUDO  2  3  2  2  1  1  1 

FEED  MIXED 1.0 

KVALUE  INTERNAL 

LEVEL 1 

OUTPUT 1 

**REM CMG GEM EOS Model 

**NC 7 7 

PRINT 

INTCOEFTABLE  LOWER 
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PRNGEM 

TRES  131.0 

AQUEOUS-DENSITY  LINEAR 

**END 

C2 
Modelo composicional CO 2-EOR 

** Proj001.dat: CO2 Flooding in a complex reservoir. 

**========================================================= 

** FILE:  proj001.dat                                                                                                = 

** MODEL: 108 x 66 x 10 Grid                                                                               = 

** 7 Components, SI Units                                                                                       = 

**========================================================= 

** This data set models a CGI operation for EOR followed by CO2 injection        = 

** for underground storage, near miscibility and miscibility in oil during EOR      = 

** is modelled                                                                                                            = 

**========================================================= 

** Contact Herberth at herbertarturo@gmail.com                                                    = 

**========================================================= 

RESULTS SIMULATOR GEM 201210 

*************************************************** **************** 

** I/O Control Section                                                                                             ** 

*************************************************** **************** 

FILENAMES OUTPUT SRFOUT RESTARTOUT INDEXOUT 

MAINRESULTSOUT  

DIM DIMSUM  

TITLE1 'CO2 FLOODING' 

CASEID 'Proj001' 

OUTSRF WELL 

ZWEL 'CO2' 'PRD01' 'PRD02' 'PRD03' 'PRD04' 'PRD05' 'PRD06' 'PRD07' 

   'PRD08' 'PRD09' 'PRD10' 'PRD11' 'PRD12' 

OUTSRF WELL PAVG RECO RECG 

OUTSRF GRID VISO VISG SATP PRES SG SO SW 

OUTSRF RES ALL 
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WPRN ITER BRIEF 

WPRN GRID TIME 

WSRF WELL 1 

WSRF GRID TIME 

INUNIT SI 

WRST 0 

XDR ON 

*************************************************** **************** 

**  Reservoir Description Section                                                                           ** 

*************************************************** **************** 

GRID VARI 108 68 8 

KDIR DOWN 

DI IVAR 108*50 

DJ JVAR 68*50 

DK KVAR 8*25 

DTOP 

INCLUDE 'DTOP.inc' 

NULL CON 1 

POR CON 0.156 

PRPOR 54918.113 

CPOR 5.0989E-6 

PVCUTOFF 0 

PERMI ALL 

INCLUDE 'ALL.inc' 

PERMJ EQUALSI 

PERMK CON 61.67 

PINCHOUTARRAY CON 1 

*************************************************** **************** 

** Fluid Model                                                                                                        ** 

*************************************************** **************** 

MODEL  PR 

NC          7  7 

TRES      55.00 

COMPNAME 
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'N2 toC1'  'CO2'  'C2 toC3'  'IC4toFC6'  'HYP01'  'HYP02'  'HYP03' 

SG   3.0311438E-01    8.1800000E-01   4.3828213E-01  6.2594934E-01 

7.6558913E-01    8.4089141E-01   9.2753797E-01 

TB             -1.6177304E+02 -7.8450000E+01 -6.3595793E+01  2.4671114E+01 

1.3231207E+02   3.0664513E+02  5.2182031E+02 

PCRIT  4.5293394E+01  7.2800000E+01   4.4769174E+01  3.4935107E+01 

2.7511655E+01  1.5465140E+01  8.8078336E+00 

VCRIT  9.8909038E-02   9.4000000E-02   1.7685170E-01  2.9086543E-01 

4.5823955E-01   9.2640047E-01   1.6501882E+00 

TCRIT  1.8996405E+02  3.0420000E+02   3.4177035E+02  4.5810323E+02 

5.9287156E+02  7.5942062E+02  9.4720737E+02 

AC   8.3013791E-03   2.2500000E-01   1.2703277E-01  2.2706795E-01 

3.3064996E-01   6.7474524E-01   1.1760028E+00 

MW   1.6155735E+01   4.4010000E+01  3.7611531E+01  6.9021667E+01 

1.1514881E+02   2.3022592E+02  4.7500000E+02 

HCFLAG  0  0  0  0  0  0  0 

BIN 

1.0184157E-01 

6.7571395E-03  1.3268822E-01 

2.3003503E-02  1.3321871E-01  4.9600917E-03 

4.5687880E-02  1.1333903E-01  1.7988360E-02  4.1419596E-03 

9.3704966E-02  1.0835801E-01  5.3003175E-02  2.6463948E-02 

9.8919808E-03 

1.4252793E-01  1.0835801E-01  9.3411001E-02  5.8010447E-02 

3.2232583E-02  6.6701084E-03 

VSHIFT  -1.4939492E-01  0.0000000E+00  4.2204089E-03 -5.5021586E-02 

2.9300172E-02  1.7988367E-01  2.7511821E-01 

VISCOR HZYT 

MIXVC  1.0000000E+00 

VISVC  9.8910528E-02  9.4000000E-02  1.7757042E-01  2.9159766E-01 

4.5823955E-01  9.2640047E-01  1.6501882E+00 

VISCOEFF  1.0230000E-01  2.3364000E-02  5.8533000E-02 -4.0758000E-02 

9.3324000E-03 

OMEGA  4.5723553E-01  4.5723553E-01  4.5723553E-01  4.5723553E-01 
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4.5723553E-01  4.5723553E-01  4.5723553E-01 

OMEGB  7.7796074E-02  7.7796074E-02  7.7796074E-02  7.7796074E-02 

7.7796074E-02  7.7796074E-02  7.7796074E-02 

PCHOR  7.6660949E+01  7.8000000E+01  1.3074234E+02  2.1589629E+02 

3.3136032E+02  6.1562098E+02  1.0264750E+03 

*************************************************** **************** 

** Rock-Fluid Property Section                                                                              ** 

*************************************************** **************** 

ROCKFLUID 

**SIGMA  0.1  1.0  0.00001 

RPT 1 

SWT 

** Sw    krw    krow 

0.1    0    0.7366 

0.138188   4.95117e-005   0.60694 

0.176375   0.000396094   0.493464 

0.214563   0.00133682   0.395095 

0.25275   0.00316875   0.310753 

0.290938   0.00618896   0.239359 

0.329125   0.0106945   0.179834 

0.367313   0.0169825   0.131099 

0.4055   0.02535   0.092075 

0.443688   0.036094   0.0616831 

0.481875   0.0495117   0.0388441 

0.520063   0.0659001   0.0224792 

0.55825   0.0855563   0.0115094 

0.596438   0.108777   0.00485552 

0.634625   0.13586   0.00143867 

0.672813   0.167102   0.000179834 

0.711    0.2028   0.00 

SLT 

**  Sl    krg    krog 

0.613    0.1873   0 

0.634062   0.15433   0.000179834 
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0.655125   0.125476   0.00143867 

0.676187   0.100463   0.00485552 

0.69725   0.0790172   0.0115094 

0.718312   0.0608634   0.0224792 

0.739375   0.0457275   0.0388441 

0.760437   0.0333354   0.0616831 

0.7815   0.0234125   0.092075 

0.802563   0.0156845   0.131099 

0.823625   0.00987715   0.179834 

0.844688   0.00571594   0.239359 

0.86575   0.00292656   0.310753 

0.886813   0.00123464   0.395095 

0.907875   0.00036582   0.493464 

0.928937   4.57275e-005   0.60694 

0.95    0.0    0.7366 

*************************************************** **************** 

** Initial Conditions Section                                                                                   ** 

*************************************************** **************** 

INITIAL 

VERTICAL DEPTH_AVE WATER_OIL EQUIL 

REFDEPTH  1450 

REFPRES   20680 

DWOC      1450 

ZOIL 

0.2973  0.002  0.2258  0.1454  0.171437  0.13161399  0.02644901 

GASZONE NOOIL 

*************************************************** **************** 

**  Numerical Control Section                                                                                ** 

*************************************************** **************** 

NUMERICAL 

MAXSTEPS 1000000000 

DTMIN 1.E-06 

DTMAX 12 

NORM      PRESS   100 
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MAXCHANGE PRESS   1000 

NORM      SATUR   0.015 

MAXCHANGE SATUR   0.75 

NORM      GMOLAR  0.025 

MAXCHANGE GMOLAR  0.75 

NORTH             200 

ITERMAX           120 

NEWTONCYC         25 

ITERCER 3 

CONVERGE  PRESS   1.0E-02 

CONVERGE  HC      0.005 

CONVERGE  CEQVLE  1.0E-06 

CONVERGE  CEQAQU  1.0E-08 

** GREENHOUSE GAS 

NORM      AQUEOUS 0.1 

MAXCHANGE AQUEOUS 0.3 

CONVERGE  CEQCHE  1.0E-05 

CONVERGE  CEQMNR  1.0E-05 

AIM STAB AND-THRESH 1  0.001 

*************************************************** **************** 

** Well and Recurrent Data Section                                                                       ** 

*************************************************** **************** 

RUN 

DATE 2012 1 1 

DTWELL 0.1 

AIMWELL WELLNN 

GROUP 'PRODUTORES' ATTACHTO 'FIELD' 

GROUP 'INJETORES' ATTACHTO 'FIELD' 

WELL  'PRD01' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD02' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD03' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD04' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD05' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD06' ATTACHTO 'PRODUTORES' 
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WELL  'PRD07' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD08' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD09' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD10' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD11' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'PRD12' ATTACHTO 'PRODUTORES' 

WELL  'INJ01' ATTACHTO 'INJETORES' 

WELL  'INJ02' ATTACHTO 'INJETORES' 

GCONI  'FIELD' 

PMAINT GAS PMTARG  17053.0 

INJECTOR 'INJ01' 'INJ02' 

INCOMP  SOLVENT  0.  1.  0.  0.  0.  0.  0. 

OPERATE  MAX  STG  15.0E+11  CONT 

OPERATE  MAX  BHP  24816  CONT 

**    rad  geofac  wfrac  skin 

GEOMETRY  K  0.108  0.37  1.0  0.0. 

PERF  GEOA  'INJ01' 

40 34 1 1.  OPEN  FLOW-FROM  'SURFACE'  REFLAYER 

40 34 2 1.  OPEN  FLOW-FROM  1 

40 34 3 1.  OPEN  FLOW-FROM  2 

40 34 4 1.  OPEN  FLOW-FROM  3 

40 34 5 1.  OPEN  FLOW-FROM  4 

40 34 6 1.  OPEN  FLOW-FROM  5 

PERF  GEOA  'INJ02' 

64 36 1 1.  OPEN  FLOW-FROM  'SURFACE' REFLAYER  

64 36 2 1.  OPEN  FLOW-FROM  1 

64 36 3 1.  OPEN  FLOW-FROM  2 

64 36 4 1.  OPEN  FLOW-FROM  3 

64 36 5 1.  OPEN  FLOW-FROM  4 

64 36 6 1.  OPEN  FLOW-FROM  5   

PRODUCER  'PRD01' 'PRD02' 'PRD03' 'PRD04' 'PRD05' 'PRD06' 'PRD07'  

'PRD08' 'PRD09' 'PRD10' 'PRD11' 'PRD12' 
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OPERATE  MAX  STO  140.  CONT 

OPERATE  MIN  BHP  10000.  CONT 

MONITOR    GOR  2000.  SHUTLAYER 

MONITOR    WCUT  0.90  SHUTLAYER1 

MONITOR  MAX  M2  85.0  SHUTLAYER1 

**    rad  geofac  wfrac  skin 

GEOMETRY  K  0.108  0.37  1.0  0.0 

PERF  GEOA  'PRD01' 

16 35 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

16 35 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD02' 

26 23 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

26 23 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD03' 

38 23 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

38 23 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD04' 

51 24 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

51 24 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD05' 

64 25 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

64 25 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD06' 

78 26 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

78 26 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD07' 

88 37 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

88 37 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD08' 

77 48 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

77 48 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD09' 

64 46 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 
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64 46 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD10' 

51 46 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

51 46 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER    

PERF  GEOA  'PRD11' 

38 46 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

38 46 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

PERF  GEOA  'PRD12' 

26 45 1 1.  OPEN  FLOW-TO  'SURFACE' 

26 45 2 1.  OPEN  FLOW-TO  1  REFLAYER 

DATE 2011 2  1.0 

DATE 2015 1  1.0 

DATE 2025 1  1.0 

DATE 2035 1  1.0 

DATE 2045 1  1.0 

DATE 2055 1  1.0 

DATE 2065 1  1.0 

DATE 2075 1  1.0 

STOP 
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