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Glosario

Crudo pesado: tipo de petroleo crudo que se caracteriza por tener una densidad menor a 22,3
°API y viscosidad relativamente alta, lo que lo hace mas espeso y dificil de extraer, transportar y
refinar que otros tipos de petréleo crudo. A pesar de sus desventajas, el crudo pesado se encuentra
en grandes cantidades en todo el mundo y se estan estudiando técnicas de recobro mejorado para
poder extraerlo y procesarlo como productos de mayor valor agregado.

Detergencia: capacidad de compuestos quimicos, como los surfactantes, para desplazar la capa
de crudo residual que queda adherido a las paredes de la formacion rocosa en un yacimiento
petrolero después de la produccion primaria y secundaria.

Emulsion: mezcla estable de dos liquidos inmiscibles, como el agua y el petrdleo, en presencia de
un surfactante que reduce la tension interfacial entre los liquidos, mejorando la eficiencia de la
recuperacion de petrdleo al reducir la movilidad del agua y potenciar la distribucion de los fluidos
en la formacion.

Mojabilidad: medida en que la superficie de una roca petrolifera esta dispuesta a estar en contacto
con el fluido empleado en el recobro, afectando la eficiencia de la recuperacion del petréleo. Una
roca se considera mojable si su superficie prefiere estar en contacto con el liquido especifico.
Nanoparticula: particula con tamafio menor a 100 nm que se agrega a los fluidos de inyeccion
para mejorar la movilidad del crudo atrapado en los poros de la formacion rocosa y para reducir la
tensién interfacial crudo/agua, lo que permite una mayor recuperacion de petroleo.

Recobro mejorado de hidrocarburos: conjunto de técnicas y procesos utilizados para
incrementar la cantidad de petréleo o gas natural recuperado de un yacimiento, después de que se

hayan agotado los métodos primarios de produccion. Estos métodos incluyen la inyeccion de
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quimicos como surfactantes y nanofluidos, con el objetivo de mejorar la eficiencia de la
recuperacion de hidrocarburos del yacimiento.

Surfactante: sustancia quimica capaz de reducir la tension superficial entre dos liquidos o entre
un liquido y un sdlido, facilitando la formacion de dispersiones o emulsiones.

Tension interfacial: fuerza que actla en la interfase entre dos fases inmiscibles, como el agua y
el crudo, para resistir la deformacion de la superficie y evitar la mezcla entre las fases, siendo
importante en procesos como emulsificacion, mojabilidad, adhesion y estabilidad de las burbujas.
Viscosidad: propiedad fisica de los fluidos que mide su resistencia a fluir o su capacidad de resistir
la deformacion por corte, siendo importante en los procesos de desplazamiento de crudo dentro de

la formacion de roca porosa hacia los pozos de produccion.
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Resumen

Titulo: Evaluacién de formulaciones surfactante/nanoparticulas para el recobro mejorado de un
crudo pesado colombiano”

Autor: Michell Andrey Jiménez Caballero™

Palabras Clave: Surfactante, Nanoparticulas, Crudo Pesado, Recobro Mejorado, Emulsiones
O/W, Mojabilidad.

Descripcion: El crudo pesado es una de las fuentes méas estudiadas para compensar la
elevada demanda energética mundial, debido a la disminucion de las reservas de crudo liviano en
el mundo. Sin embargo, sus elevadas viscosidades dificultan las operaciones de recuperacion, por
lo que es necesario utilizar sofisticadas técnicas de recobro mejorado de hidrocarburos. Una de
estas técnicas es la inyeccidn con surfactantes, la cual disminuye la tensién interfacial crudo/agua,
genera emulsificacion y modifica la mojabilidad del yacimiento, lo que aumenta la eficacia de la
recuperacion de petréleo. Sin embargo, se ha descubierto que la adicion de nanoparticulas (NPs)
pueden mejorar aun mas la eficacia de los surfactantes en la recuperacion de crudos con baja
gravedad API.

Esta investigacion determino formulaciones de surfactante/nanoparticulas para su uso en
procesos de recobro mejorado. Se utilizaron tres surfactantes (SDBS, SDS y Surf-A), dos
nanoparticulas (silice y alimina) y un crudo pesado de 16,80 °API proveniente del Valle Medio
del Magdalena de Colombia. Para determinar las mejores formulaciones de surfactantes/NPs, se
realizaron pruebas de tension interfacial, viscosidad y estabilidad de la emulsion. Por ultimo, se
realizaron pruebas de detergenciay angulo de contacto para verificar el efecto de las formulaciones
sobre la mojabilidad de la roca.

El surfactante Surf-A obtuvo los mejores resultados en las pruebas de tension interfacial
con un valor de 0,5074 mN/m, siendo el tensioactivo utilizado en las formulaciones de
surfactante/nanoparticulas, con una concentracion de 3.000 mg/L y una salinidad de 15.000 mg/L
de NaCl. No obstante, al adicionar 50 mg/L de nanoparticulas de SiO2 se produjeron los resultados
mas eficientes en las pruebas de interaccion fluido/fluido, reduciendo la tensién interfacial
crudo/agua en 72,10% Yy la viscosidad de las emulsiones en 94,09% a 60 °C. Asimismo, en las
pruebas de interaccion roca/fluido, este nanofluido permitid el incremento sobre la recuperacion
de crudo pesado mediante pruebas de detergencia en un 11,00% en comparacion con el surfactante
sin nanoparticulas, el cual fue de 2,65%. Estos resultados mostraron que la metodologia empleada
se puede considerar como una alternativa a los problemas de fluidez y movilidad que afectan a la
recuperacion y transporte de crudo pesado.

Finalmente, esta investigacion ayudd a comprender el efecto de las formulaciones de
surfactantes/nanoparticulas sobre los fendbmenos interfaciales entre crudo, agua y roca, siendo un
indicio en la mejora de los mecanismos de recuperacion utilizados por los surfactantes para la
extraccion de crudo pesado, generando un aporte novedoso a nivel cientifico para su uso en el
recobro mejorado de crudos pesados.

* Trabajo de Grado

* Facultad de Ciencias, Escuela de Quimica. Maestria en Quimica. Director: Adan Yovani Ledn
Bermudez, Ph.D. en Ingenieria Quimica. Codirectores: Daniel Ricardo Molina Velasco, Ph.D. en
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Abstract

Title: Evaluation of surfactant/nanoparticle formulations for enhanced recovery of a Colombian
heavy crude oil”

Author(s): Michell Andrey Jiménez Caballero™

Keywords: Surfactant, Nanoparticles, Heavy Crude Oil, Enhanced Oil Recovery, O/W
Emulsions, Wettability.

Description: Heavy crude oil is one of the most studied sources to compensate the high
world energy demand, due to the decrease of light crude oil reserves in the world. However, its
high viscosities make recovery operations difficult, so it is necessary to use sophisticated
techniques for enhanced oil recovery. One such technique is surfactant flooding, which decreases
crude oil/water interfacial tension, generates emulsification, and modifies reservoir wettability,
leading to increased oil recovery efficiency. Nevertheless, it has been found that the addition of
nanoparticles (NPs) can further enhance the effectiveness of surfactants in the recovery of low API
gravity crude oils.

This research determined surfactant/nanoparticle formulations for use in enhanced
recovery processes. Three surfactants (SDBS, SDS and Surf-A), two nanoparticles (silica and
alumina) and a 16.80 °API heavy crude oil from the Middle Magdalena Valley of Colombia were
used. To determine the best surfactant/NPs formulations, interfacial tension, viscosity, and
emulsion stability tests were carried out. Finally, detergency and contact angle tests were
performed to verify the effect of the formulations on rock wettability.

Surf-A surfactant achieved the best results in the interfacial tension tests with a value of
0.5074 mN/m, being the surfactant used in the surfactant/nanoparticle formulations, with a
concentration of 3,000 mg/L and a salinity of 15,000 mg/L NaCl. However, adding 50 mg/L of
SiO2 nanoparticles yielded the most efficient results in the fluid/fluid interaction tests, reducing
the crude oil/water interfacial tension by 72.10% and the viscosity of the emulsions by 94.09% at
60 °C. Likewise, in the rock/fluid interaction tests, this nanofluid increased the recovery of heavy
crude oil through detergency tests by 11.00% compared to the surfactant without nanoparticles,
which was 2.65%. These results showed that the methodology used can be considered as an
alternative to the fluidity and mobility problems that affect the recovery and transport of heavy
crude oil.

Finally, this research helped to understand the effect of surfactant/nanoparticle
formulations on the interfacial phenomena between crude oil, water, and rock, being an indication
in the improvement of the recovery mechanisms used by surfactants for the extraction of heavy
crude oil, generating a novel contribution at a scientific level for its use in the enhanced recovery
of heavy crude oils.
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Introduccion

En la actualidad, los combustibles fésiles abastecen alrededor del 82% de la demanda energética
a nivel mundial, donde el petr6leo contribuye con un 31% como fuente de energia primaria. Esta
demanda energética ha incrementado con el pasar de los afios debido al crecimiento de la poblacion
mundial, la constante industrializacion de los paises desarrollados y el aumento considerable en el
consumo energético, lo cual ha promovido una demanda creciente de petréleo en el mundo. Sin
embargo, la disminucion de las reservas de crudo liviano ha obligado a la industria petrolera a
buscar nuevas alternativas de energia (BP, 2022; Speight, 2014).

Los crudos pesados se han tenido en cuenta como una alternativa que podria compensar
esta demanda, por lo que su estudio ha cobrado gran importancia en afios recientes, debido a que
este tipo de crudo es una fuente abundante de energia, pero sus altas viscosidades han generado
que se requieran nuevos estudios y técnicas adicionales para recuperarlo, aumentando asi su costo
de extraccion y produccion (Speight, 2014, 2016).

Por ello, Colombia se ha enfocado en el mejoramiento de técnicas de recuperacion
mejorada (Enhanced Oil Recovery, EOR, por sus siglas en inglés) para incrementar el rendimiento
de dichos crudos en los yacimientos petroleros de una manera economicamente mas accesible, ya
que su factor de recobro es inferior al 19% y su dependencia por el crudo pesado esta cercana al
53% con respecto al crudo total producido, estimandose que este porcentaje aumente a 69% al
finalizar el afio 2025 (Arboleda et al., 2018; ENI S.p.A., 2019).

Las técnicas de recobro mejorado son empleadas por la industria petrolera para recuperar
el crudo remanente después de haber empleado los métodos de recobro primario y secundario,
puesto que pueden proveer energia externa para extraer el crudo o modificar algunas de sus

propiedades fisicoquimicas con el objetivo de incrementar su produccion. Las técnicas de recobro
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mejorado se pueden clasificar en recobro térmico, recobro miscible y recobro quimico, de acuerdo
con el mecanismo de operacion utilizado para incrementar el factor de recobro.

Dentro del recobro quimico, se involucra la adicién de uno 0 mas compuestos quimicos a
un fluido inyectado para mejorar la eficiencia de barrido. Uno de estos quimicos son los
surfactantes, los cuales permiten reducir la tension interfacial entre el crudo y el agua por medio
de la formacion de emulsiones, en donde el tamafio de las gotas de la fase dispersa disminuye,
provocando que se incremente la elasticidad y viscosidad de la superficie, y a su vez, alteran la
mojabilidad de las rocas. Estos efectos dificultan la separacion entre el agua y el crudo, lo que se
refleja en el mejoramiento en la estabilidad de las emulsiones, favoreciendo su aplicacion en el
recobro mejorado (Abdul-Razzaq et al., 2020; Hou et al., 2015b; Nguyen & Sadeghi, 2011,
Salager, 1992; A. Shah et al., 2010).

Aunque la inyeccion de los surfactantes aumenta el porcentaje de recobro, en algunas
ocasiones, su alto precio lo hace econdmicamente inviable. Por tal razon, en la Gltima década se
han estudiado las nanoparticulas de 6xido de silicio (silice, SiO2) y de 6xido de aluminio (alimina,
Al>Oz) por sus caracteristicas atractivas como gran area superficial, alta movilidad y facilidad de
preparacion y por sus mecanismos de interaccion con el petréleo crudo, siendo candidatos
atractivos para ser aditivos en las formulaciones de surfactantes utilizadas en procesos EOR, con
el propdsito de aumentar su efectividad a costos mas bajos.

Asimismo, las duras condiciones del subsuelo requieren emulsiones con una excelente
estabilidad fisicoquimica, la cual puede ser mejorada con las nanoparticulas, ya que se incrementa
su energia de adsorcion en la interfase fluido/fluido, reduciendo la tensidn interfacial crudo/agua
y generando microemulsiones espontaneas y mas estables (Abdul-Razzaq et al., 2020; Asadabadi

etal., 2013; Nwidee et al., 2017; Son et al., 2014; Taborda et al., 2016). De igual manera, las
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nanoparticulas generan un efecto sinérgico al adicionarse en disoluciones de surfactantes, pues
ellas estabilizan a los surfactantes bajo condiciones de yacimiento, en las cuales éstos tienden a
degradarse, y a su vez, los surfactantes las estabilizan frente a la alta concentracion de sales
presentes en el yacimiento, pues las sales provocan que las nanoparticulas se aglomeren entre ellas
disminuyendo su efectividad (Ahualli et al., 2011; Suleimanov et al., 2011).

Teniendo en cuenta lo dicho previamente, el presente trabajo de investigacion fue
propuesto a partir de la pregunta: ¢ Como se mejorara la efectividad de un surfactante adicionando
nanoparticulas de 6xido de silicio (SiO2) y/u 6xido de aluminio (Al2O3) como método de recobro
quimico para la recuperacion de un crudo pesado colombiano?, lo cual conllevé a establecerse
como objetivo central del trabajo la determinacion de formulaciones surfactante/nanoparticulas a
partir de un surfactante y dos nanoparticulas (silice y alimina) comerciales, que permita visualizar
el efecto en la interaccion sobre los sistemas fluido/fluido y roca/fluido, siendo un indicio en el
mejoramiento de los mecanismos de recuperacion empleados por los surfactantes para la
extraccion de crudos y de esta manera, hacer un aporte novedoso a nivel cientifico para su uso en
el recobro mejorado de crudos pesados.

Para llevar a cabo la investigacion, este trabajo se ha estructurado en 6 capitulos. En el
capitulo I “Fundamentos teodricos y estado del arte” se efectiian algunas precisiones tedrico-
conceptuales tanto de los mecanismos utilizados por los surfactantes y las nanoparticulas por
separado, como de la sinergia entre ambos componentes en la modificacién de propiedades
interfaciales de un crudo pesado. Asimismo, se muestran algunas investigaciones realizadas a nivel
internacional 'y nacional que permiten comprender la aplicacibn de mezclas
surfactante/nanoparticulas como técnica de recobro quimico. En el capitulo II “Objetivos” se

exponen los objetivos y metas propuestas para la realizacion del trabajo de investigacion. Mientras
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que, en el capitulo 1T “Metodologia de investigacion” se hace una descripcion de todo el proceso
metodoldgico que se realizard en la experimentacion, como los métodos de elaboracion,
caracterizacion y evaluacion de las mezclas surfactante/nanoparticulas en la interaccion
fluido/fluido y roca/fluido, empleando un crudo pesado colombiano. En el capitulo IV “Resultados
y andlisis” se realiza la presentacion detallada de los resultados y se estudia cada uno de ellos,
teniendo en cuenta conceptos y referencias bibliograficas. Finalmente, en los capitulos V
“Conclusiones” y VI “Recomendaciones” se presentan las conclusiones del trabajo de
investigacion y se proponen algunas recomendaciones y lineamientos para futuros desarrollos

alrededor de este tema.

1. Fundamentos teoricos y estado del arte

1.1.  Procesos de recuperacion del petroleo

El petréleo es una mezcla compleja de hidrocarburos liquidos, sélidos y gaseosos, que
ademas pueden contener cantidades variables de compuestos azufrados, nitrogenados vy
oxigenados, asi como trazas de constituyentes metalicos, como vanadio y niquel. Asimismo, el
petréleo puede ser clasificado de acuerdo con su gravedad API en crudos livianos, intermedios,
pesados y extrapesados, tal como se muestra en la Tabla 1.

Los crudos livianos pueden fluir libremente en un yacimiento tipico por su baja viscosidad
y bajo contenido de ceras, mientras que, los crudos pesados y extrapesados contienen altos niveles
de azufre y constituyentes no volatiles, los cuales provocan el incremento de sus viscosidades. La
alta viscosidad en el crudo dificulta las operaciones de recobro primario y secundario, haciéndose
necesario el uso de técnicas mas sofisticadas como el recobro mejorado, incrementando su costo

y dificultad en el proceso de extraccion (Ancheyta & Speight, 2007; Speight, 2016).
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Dentro de las técnicas de recobro mejorado (Enhanced Oil Recovery, EOR, por sus siglas
en inglés), el recobro quimico con surfactantes ha sido ampliamente estudiado, debido a que dichos
compuestos quimicos afectan diferentes propiedades fisicoquimicas como la tension interfacial
crudo/agua y las fuerzas de capilaridad que atrapan el aceite en los poros de la roca. Esto conlleva
a una serie de mecanismos de recuperacion que permiten mejorar la movilidad del crudo, como el
incremento en la solubilizacion de las fases inmiscibles mediante la formacién de emulsiones y
una disminucidn en la presion capilar modificando la mojabilidad de la roca. No obstante, cada
yacimiento tiene caracteristicas propias acerca de los fluidos y las rocas que lo componen, por lo
que se hace necesario disefiar sistemas quimicos especificos para cada aplicacion individual,

considerando la economia del sistema (Sheng, 2015b; Stegemeier, 1977).

Tabla 1.

Clasificacion de crudos segun su gravedad API.

Tipo de crudo Gravedad API (°)

Crudos livianos >31,1
Crudos intermedios 22,3°-31,1°

Crudos pesados 10° - 22,3°
Crudos extrapesados <10°

Nota. Esta tabla fue adaptada de “Evaluation of bitumen fractional composition depending on the
crude oil type and production technology” (p. 3), por Paliukaité et al. (2014), The 9th International

Conference "Environmental Engineering 2014".
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1.2. Mecanismos de recuperacion en la inyeccion de surfactantes

La inyeccidn de surfactantes es un método EOR quimico que ha ganado popularidad en los
ultimos afios por su alta efectividad en el aumento del factor de recobro, a causa de los diferentes
mecanismos atribuidos a esta técnica como la alteracion en la tension interfacial, modificacion de
la mojabilidad de la roca y formacion de emulsiones (Hou et al., 2015a, 2015b).

El crudo y el agua son dos fluidos inmiscibles cuyo contacto forma una pelicula
denominada interfase (interface, en inglés), en la cual las moléculas de cada fluido interacttan de
una manera diferente en comparacion con las moléculas ubicadas en la masa interna (bulk, en
inglés) de cada fluido, donde las fuerzas intermoleculares se equilibran entre si obteniendo valores
de minima energia. En cambio, las moléculas localizadas en la interfase no estdn completamente
rodeadas por su mismo fluido, conllevando asi al desequilibrio de dichas fuerzas, lo que
incrementa la energia superficial del sistema. Para reducir esta energia a sus valores minimos, la
superficie tiende a disminuir su area de contacto dando lugar a la tension interfacial, definida como
la energia libre de Gibbs por unidad de area de interfase a temperatura y presion constantes, es
decir, es la fuerza que mantiene a las moléculas de la interfase juntas.

Sin embargo, en los yacimientos se presentan altos valores de tension interfacial que
impiden la movilidad del crudo, debido a que se disminuye el nimero capilar y el namero de Bond,
en el que el primero relaciona el efecto entre la viscosidad y la tensién interfacial, mientras que el
segundo correlaciona las fuerzas gravitacionales y las fuerzas presentes por la tension interfacial.
Los valores obtenidos para el numero capilar y el nimero de Bond permiten deducir el
comportamiento del crudo con respecto a su movilizacion y atrapamiento, por lo que se puede
determinar la fuerza dominante para la movilizacion del crudo dentro del yacimiento y a su vez,

se da a entender que la reduccion de la tension interfacial es esencial para incrementar los valores
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de ambos nimeros adimensionales, permitiendo maximizar la recuperacion del crudo (Dehghan
et al., 2015; Ding & Kantzas, 2007; Negin et al., 2017).

Se ha encontrado en la literatura que la inyeccion de surfactantes en un crudo modifica su
tension interfacial reduciéndola hasta valores de 10 mN/m, lo que indica que el nimero capilar y
el nimero de Bond pueden incrementar mas de 1000 veces con la presencia de este tipo de
quimicos, favoreciendo la fluidez de las gotas de crudo a través de los poros, reduciendo el
atrapamiento capilar y fusionandose con corrientes de crudo, formando un banco de crudo (R.
Kumar et al., 2012; Sheng, 2015b).

Esto se debe a que los surfactantes interactian adsorbiéndose en la interfase agua/crudo,
generando que disminuya la energia libre de Gibbs del sistema bifasico y, por ende, se ejerce un
efecto estabilizador, lo cual se observa mediante la formacion de una monocapa que provoca un
decrecimiento lineal en la tension interfacial. Luego, al llegar al punto de saturacion de la
monocapa, los surfactantes se solubilizan en la fase acuosa, incrementando la energia del sistema
debido a la repulsion generada por la presencia de la parte lipofilica en el surfactante. Para evitar
dicha repulsion, los surfactantes se aglomeran formando micelas, cuya parte lipofilica queda en el
interior, mientras que, su parte hidrofilica queda expuesta.

La concentracion minima de surfactante que permite la formacion de micelas se denomina
concentracion micelar critica (CMC) y es uno de los parametros fisicoquimicos mas importantes
que se deben determinar en estas moléculas anfifilicas. Las propiedades de los surfactantes estan
influidas por su estado fisico y concentracion, tal como se observa en el efecto solubilizante, el
cual Unicamente se produce a concentraciones muy superiores a la CMC, puesto a que es
proporcional al nimero de micelas en el agua. De igual manera, la CMC de los surfactantes

depende principalmente de su hidrofobicidad, es decir, de la longitud de la cola hidrofébica, y de
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la presencia de sales en la disolucion. La CMC es un pardmetro que se puede determinar
experimentalmente mediante técnicas tensiométricas (tensiometria de fuerza u dptica),
electroquimicas (conductimetria), 6pticas (dispersion dinamica de luz) o espectroscopicas
(fluorescencia o espectroscopia ultrasénica) (Perinelli et al., 2020). En la Figura 1 muestra el
comportamiento en la tension interfacial al incrementar la concentracion de un surfactante comun,
encontrandose que el punto de inflexion es la CMC y a partir de ésta, la tension interfacial

permanece constante (Negin et al., 2017).

Figura 1.

Tension interfacial en funcion de la concentracion de surfactante.
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Nota. EI gréafico representa la reduccion de la tension interfacial al incrementar la concentracion
de surfactante en la disolucién. Tomado de Surfactants & critical micelle concentration (CMC),
por DataPhysics Instruments GmbH (2020), https://www.dataphysics-

instruments.com/knowledge/understanding-interfaces/surfactants-cmc/

A pesar de que los surfactantes suelen ser usados convencionalmente en procesos de

desplazamiento inmiscible, con el fin de disminuir la tension interfacial crudo/agua y asi, lograr
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un mejoramiento en la eficiencia de desplazamiento y un aumento en el factor recobro, en el caso
de los crudos pesados suele ser ineficiente debido a la digitacion viscosa provocada por la gran
diferencia de viscosidades entre el crudo y el agua, dando a entender asi que el uso de estos
compuestos quimicos para su recobro sea limitado y poco atractivo.

Con base en lo anterior, no es suficiente una simple reduccion en la tension interfacial
crudo/agua en el proceso de inyeccion de surfactantes en crudos pesados, sino se requieren
mecanismos adicionales que actlen en conjunto, como la emulsificacion y el cambio en la
mojabilidad, con el fin de asegurar un buen desempefio de la técnica.

Recientemente, las investigaciones cientificas se han enfocado en el mecanismo de la
emulsificacion o formacion de emulsiones, las cuales son definidas como dispersiones formadas
por dos fases liquidas inmiscibles entre si que se mezclan a través de cizallamiento mecanico y en
presencia de surfactantes, quienes son encargados de reducir la tension interfacial presente entre
ambas fases, ya que también reducen las fuerzas repelentes entre las dos fases y disminuyen la
atraccion entre las moléculas del mismo liquido. No obstante, el tamafio de las particulas en la
emulsion crece continuamente con el tiempo, generando la separacion de fases a causa de la fuerza
gravitacional, por lo que se denominan como termodinamicamente inestables y cinéticamente
estables (Kale & Deore, 2017).

Existen cuatro tipos de emulsiones, las cuales son agua en crudo (W/O), crudo en agua
(O/W) y las emulsiones complejas o multiples como lo son agua en crudo en agua (W/O/W) o
crudo en agua en crudo (O/W/Q). Estos tipos de emulsiones se visualizan en la Figura 2, en donde
la fase dispersa es la que denomina el tipo de emulsién. En el caso de emulsiones W/O u O/W, se
han investigado que se pueden clasificar en cuatro estados: estable, mesoestable, inestable y agua

atrapada. Las emulsiones estables tienen una apariencia de color marrén y contienen entre 60 a
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80% de agua, mientras que las emulsiones mesoestables son de color marrén fundido o negro y
tienen propiedades intermedias entre las emulsiones estables e inestables. Por su parte, las
emulsiones inestables son las que se separan en las dos fases agua/crudo rapidamente y, por tltimo,
el agua atrapada tiene un aspecto negro y con un contenido de agua del 30 al 40%, pero se separa
completamente al cabo de unas pocas horas (Akbari & Nour, 2018; Fingas & Fieldhouse, 2004).
Por otro lado, las emulsiones multiples como W/O/W u O/W/O son méas complejas y
contienen gotas muy pequefias suspendidas en gotas mas grandes que, a su vez, también estan
dispersas en una fase continua. Ademas, estas emulsiones requieren la presencia de al menos dos
emulsionantes en el sistema, uno de los cuales debe tener un valor de balance hidrofilico/lipofilico
(HLB) bajo entre 3 a 8, con el fin de formar una emulsion W/O, mientras que el otro debe poseer
un HLB alto entre 8 a 18, con el objetivo de obtenerse una emulsion O/W (Yagoob Khan et al.,

2006).

Figura 2.

Tipos de emulsiones agua/crudo.

Tipo O/W Tipo W/O Tipo W/O/W Tipo O/W/O

Nota. EI grafico representa los diferentes tipos de emulsiones agua/crudo, las cuales se denominan
de acuerdo con la fase dispersante. Adaptado de “Emulsion Types, Stability Mechanisms and
Rheology: A Review” (p. 12), por Akbari y Nour (2018), International Journal of Innovative

Research and Scientific Studies, 1(1).
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En el caso de emulsiones de crudo en agua (O/W) para ser empleadas en recobro mejorado
de crudos pesados, se hace necesario entender dos mecanismos que, junto con la disminucién de
la tension interfacial, es posible formarlas mejorando la capacidad de flujo del crudo, los cuales
son mostrados en la Figura 3. Uno de ellos es la emulsificacion y arrastre, que se logra cuando las
gotas de crudo son mas pequefias que el medio poroso, consiguiéndose que el crudo pesado sea
movilizado por la fase acuosa y llevado hasta el pozo productor como parte de una emulsion de
baja viscosidad. Por otro lado, el mecanismo denominado emulsificacién y atrapamiento sucede
cuando las gotas de las emulsiones quedan atrapadas en el medio poroso ya que son mas grandes
que las gargantas de poro o porque no existe la suficiente presion para desplazarlas, provocando
un taponamiento en los poros, lo que conlleva que se evite la canalizacion, reduciendo la movilidad
del agua y un mejoramiento en la eficiencia volumétrica de barrido, siendo lo mas adecuado en

procesos de desplazamiento y empuje (Bryan & Kantzas, 2009; Johnson, 1976; Sheng, 2015a).

Figura 3.

Mecanismos de emulsificacion en crudos pesados.

Emulsmcacmn y arrastre EmuIS|f|caC|on y atrapamlento

Tamafio < Medlo Tamafio > Medio
de gota poroso de gota poroso

Nota. El grafico representa los diferentes tipos de emulsificacion en crudos pesados, dependiendo

la relacion del tamafio de gota con el tamarfio del medio poroso.



RECOBRO MEJORADO CON SURFACTANTES Y NANOPARTICULAS 32

En la actualidad, han aparecido dos nuevos conceptos en la emulsificacion: la
microemulsion y la nanoemulsion. La microemulsion es una mezcla liquida termodindmicamente
estable e isotropa, que se prepara al mezclar aceite, agua y surfactantes, las cuales forman gotas
esféricas con radio inferior a 100 um. Estas mezclas pueden formar una gran variedad de sistemas
diferentes dependiendo de su composicion y condiciones ambientales, donde las moléculas del
surfactante se organizan haciendo que sus colas no polares se asocien entre si formando un ndcleo
hidrofdbico, reduciendo el area de contacto desfavorable termodinamicamente entre los grupos no
polares y el agua.

En cambio, la nanoemulsion se definen como dispersiones coloidales termodinamicamente
inestables, que consisten en dos liquidos inmiscibles, en donde uno de los liquidos es dispersado
en gotas esféricas pequerfias con radio inferior a 100 nm. En principio, una nanoemulsion se podria
formasta crear la microemulsion que moviliza el crudo atrapado por un tiempo prolongado
(Danielsson & Lindman, 1981).

Las microemulsiones se pueden clasificar en cuatro tipos dependiendo de la interaccion
surfactante/crudo/agua y por la salinidad presente en el yacimiento. Estas microemulsiones son
conocidas mundialmente como microemulsiones tipo Winsor, las cuales se muestran en la Figura
4. En el caso de bajas concentraciones de salmuera, la fase acuosa rica en surfactante coexiste con
la fase oleosa, donde el surfactante esta Unicamente presente como mondmeros a una
concentracion baja, siendo denominada Winsor Tipo I. En cambio, a altas concentraciones de
salmuera, el sistema se separa en una fase oleosa rica en surfactante coexistente con un exceso de
fase acuosa, llamandose Winsor Tipo Il. Mientras que, a rangos intermedios de salinidades, el
sistema presenta una fase intermedia rica en surfactante en conjunto con las fases oleosa y acuosa,

ambas deficientes en surfactante, conocida como Winsor Tipo Ill. Finalmente, al incrementar
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excesivamente la concentracion de surfactante, la fase intermedia se extiende y llega a ser una
disolucion micelar isotropica de una sola fase, lo que se conoce como Winsor Tipo IV, pero al
seguir adicionando mayor cantidad de surfactante provoca la separacion de fases, proceso

conocido como punto de nube (Winsor, 1948).

Figura 4.

Tipos de emulsiones Winsor.

Punto de
nube

Tipo | Tipo 1l Tipo HI Tipo IV

Nota. El grafico representa los diferentes tipos de emulsiones Winsor, los cuales se generan
dependiendo de la concentracion de surfactante y de las sales presentes en el medio acuoso.
Adaptado de “Micro-emulsion-based dissolver for removal of mixed scale deposition” (p. 2636),
por Salleh, Misra, Ibrahim, y Panuganti (2019), Journal of Petroleum Exploration and Production

Technology, 9(4).

Una de las ventajas de las microemulsiones es que éstas generan taponamiento de los
canales preferentes y el redireccionamiento del agua. Adicionalmente, la microemulsion Winsor

tipo 11l puede alcanzar valores de tension interfacial ultrabajos, lo cual aumenta la eficiencia de
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barrido incrementando el porcentaje del factor de recobro (Bera & Mandal, 2015; Hirasaki, Miller,
& Puerto, 2011; Salleh et al., 2019).

Por otra parte, la presencia de surfactantes en el yacimiento puede modificar la mojabilidad
de la formacién a través de una serie de reacciones quimicas, intercambios i6nicos y mecanismos
de adsorcion, permitiendo que haya cambios en los patrones de distribucion de los fluidos y en las
permeabilidades relativas agua/crudo, lo que mejora la movilizacion del crudo atrapado. La
mojabilidad es definida como la tendencia que tiene un fluido en extenderse sobre una superficie
bajo la presencia de otros fluidos inmiscibles.

Segun las caracteristicas petrofisicas de la roca y el comportamiento entre el sistema
crudo/roca, Buckley, Liu, y Monsterleet (1998) afirman que la mojabilidad de la roca puede ser
afectada por las interacciones polares entre los compuestos del crudo ricos en nitrogeno, oxigeno
y azufre con la superficie de laroca, asi como por la precipitacion de los asfaltenos en su superficie,
transformando la roca en hidrofébica. Teniendo en cuenta lo anterior, el agua no puede ingresar a
los poros humedecidos con crudo debido a la capilaridad negativa, pero al disminuir la tension
interfacial del crudo por la presencia de surfactantes, provoca que también se reduzca este bloqueo,
favoreciendo el ingreso del agua a los poros y el desplazamiento del crudo a través de drenaje
gravitacional, en donde la gravedad actia como fuerza conductora del crudo que lo ayuda a fluir
en contra de las fuerzas capilares hasta llegar al sistema de fractura de la matriz.

Asimismo, el uso de surfactantes altera la mojabilidad de la roca, transformando las fuerzas
capilares de resistivas a conductoras, es decir, disminuye la adherencia del crudo sobre la superficie
de la roca, tal como se muestra en la Figura 5, permitiendo el ingreso del agua y la salida del crudo
por medio de los poros. Este flujo contracorriente del sistema crudo/agua incrementa

considerablemente la recuperacion del crudo (J. Liu, Sheng, & Tu, 2020).
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Figura 5.

Desprendimiento de una gota de crudo de un sustrato de silice.

Presién Y e R o Al s
superficial

Penetracion de
agua

Nota. El grafico representa el proceso de liberacion de una gota de crudo imbibida en silice
empleando una disolucion de bromuro de n-dodeciltrimetilamonio (CTAB). Adaptado de
“Mechanism of oil detachment from a silica surface in aqueous surfactant solutions: Molecular
dynamics simulations” (p. 2867), por Liu, Yuan, Yan, y Zhao (2012), Journal of Physical

Chemistry B, 116(9).

Para finalizar, la inyeccién de los surfactantes aumenta considerablemente el porcentaje de
recobro de crudo, pero en algunas ocasiones el alto costo de operacion lo hace econémicamente
inviable, por lo que se han estudiado alternativas para aumentar la efectividad de los surfactantes
a costos mas accesibles como es el sistema surfactante/nanoparticulas. Esto se debe a la sinergia
entre las nanoparticulas y los surfactantes, pues se ha encontrado que es esencial para reducir la
tensién interfacial e incrementar la energia de adsorcion de las nanoparticulas en la interfase,
generando nanoemulsiones espontaneas y mas estables que las microemulsiones (Kim et al., 2016;

Pei et al., 2015; Xu et al., 2017).
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1.3.  Importancia de la inyeccion de surfactantes con nanoparticulas
En las Gltimas décadas, se han investigado nuevos aditivos con el fin de potenciar la
eficacia de los surfactantes, como lo son las nanoparticulas. De acuerdo con Foroozesh & Kumar

(2020), éstas poseen caracteristicas que las hacen materiales potenciales para ser aplicados en el

recobro mejorado con quimicos. Algunas de estas caracteristicas son:

- Tamafio nanométrico: Su tamafio permite el transporte efectivo o su propagacion dentro del
medio poroso del reservorio.

- Alta energia superficial: Las nanoparticulas pueden adsorberse fuertemente en la interfase
crudo/agua debido a su alta energia superficial, haciendo posible la formacion de peliculas o
redes interfaciales estables como emulsiones, mejorando la eficiencia del recobro.

- Propiedades interfaciales y superficiales: Las propiedades interfaciales y superficiales de las
nanoparticulas pueden generar numerosas interacciones entre diferentes fases dentro del
yacimiento, como la reduccion de la tension interfacial crudo/agua, el cambio de la mojabilidad
de la roca y la generacion de la emulsion in-situ, favoreciendo la recuperacion de petrdleo.

- Habilidad de dispersion: Las nanoparticulas pueden ser dispersadas en el fluido durante el
proceso de inyeccion.

- Resistencia y rigidez térmica y mecanica: Las nanoparticulas son estables en condiciones
severas de yacimiento, en el cual otros productos quimicos como los surfactantes y polimeros
tienden a degradarse, disminuyendo su estabilidad.

- Modificador de viscosidad: Las nanoparticulas ayudan a incrementar la viscosidad del fluido
inyectado, mejorando la relacién de movilidad durante la inyeccion, conllevando asi a una alta

eficiencia de barrido y, por lo tanto, a una recuperacion mas eficiente.



RECOBRO MEJORADO CON SURFACTANTES Y NANOPARTICULAS 37

Para entender la importancia de las nanoparticulas como aditivos novedosos en procesos
de recobro quimico con surfactantes, se debe tener en cuenta los mecanismos de recuperacion que
las nanoparticulas ayudan a mejorar. Para ello, la evaluacion de las nanoparticulas se realiza
mediante la formacion de nanofluidos y nanoemulsiones, con el fin de comprobar su efectividad a
la hora de ser aplicado en procesos de recobro mejorado.

Los nanofluidos se definen como bases fluidas compuestas por agua, salmuera, aceite, etc.,
y cuyo interior tienen la presencia de nanoparticulas de tamafio promedio inferior a 100 nm
dispersadas por toda la suspension coloidal. Los nanofluidos acttan en la recuperacion del crudo
por medio de los siguientes mecanismos: presion disociadora, obstruccién de los canales de poros,
reduccion de la tension interfacial, alteracion de la mojabilidad y prevencion de la precipitacion
de los asfaltenos, los cuales se muestran en la Figura 6.

En el caso de la presion disociadora estructural, las nanoparticulas pueden formar una capa
autoensamblada en forma de cufia gracias a dicha presion, la cual ayuda a separar las gotas de
crudo de la superficie rocosa. Esta presion netamente osmatica se genera por el movimiento
Browniano y la repulsion electrostatica entre nanoparticulas. A su vez, estd influenciada por
diferentes factores como el tamafio, concentracion y densidad de carga de las nanoparticulas, la
temperatura y salinidad del sistema y por las caracteristicas de la superficie (Agista et al., 2018;
Aveyard et al., 2003; Chengara et al., 2004).

Por otro lado, cuando el nanofluido discurre de los poros a las gargantas, el estrechamiento
del area de flujo y la presion diferencial puede conducir a un incremento en su velocidad,
provocando que las moléculas de agua fluyan mas rapido debido a su tamafio en comparacion con
las nanoparticulas. Esto provoca que las nanoparticulas se acumulen en la entrada de la garganta

de poro generando su bloqueo, proceso conocido como log-jamming, el cual ejerce una presion en
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la garganta de poro adyacente, obligando la salida del crudo atrapado. Después de la liberacion del
crudo, el blogueo va desapareciendo gradualmente a medida que la presion de los alrededores
desciende, haciendo que las nanoparticulas fluyan nuevamente con el agua. Este fendmeno
depende principalmente de la concentracién y tamafio de las nanoparticulas, la tasa de flujo y los
didmetros de las gargantas de poro (Skauge et al., 2010; X. Sun et al., 2017).

Otro mecanismo es la reduccion en la tension interfacial que conlleva a la disminucion de
la presion capilar, un parametro que restringe el recobro de crudo en un yacimiento. Roustaei,
Moghadasi, Bagherzadeh, & Shahrabadi (2012) utilizaron nanoparticulas de 6xido de silicio NWP
y HLP para reducir la tension interfacial crudo/agua, encontrando un decrecimiento de 26,3 mN/m
a 2,55 mN/my 1,75 mN/m, respectivamente. De igual manera, Hendraningrat & Torsater (2015)
analizaron el efecto en la tension interfacial crudo/salmuera al adicionar separadamente dos tipos
de nanoparticulas (silice y alimina) en la fase acuosa, hallandose una disminucién de 19,2 mN/m
a 15,7 mN/m para las nanoparticulas de silice, mientras que al utilizarse las nanoparticulas de
alimina se redujo a 12,8 mN/m.

También se ha encontrado que los nanofluidos pueden alterar la mojabilidad de las rocas.
De acuerdo con Roustaei & Bagherzadeh (2015), las nanoparticulas de 6xido de silicio (SiOz)
afectan positivamente la mojabilidad de las rocas compuestas de carbonato, transformandola en
mas hidrofilica. Asimismo, existen algunos parametros que influyen en los nanofluidos para alterar
la mojabilidad de la roca como la concentracién y el tamafio de las nanoparticulas utilizadas, la
salinidad del agua y la mojabilidad inicial del medio poroso (Hendraningrat et al., 2013; S. Li

etal., 2013).
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Figura 6.

Los nanofluidos y sus mecanismos de recuperacién mejorada.
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Nota. El gréfico representa los diferentes mecanismos de recuperaciéon de crudo al emplearse
nanofluidos. Adaptado de “Application of Nanoparticles in Enhanced Oil Recovery: A Critical

Review of Recent Progress” (p. 345(4)), por Sun et al. (2017), Energies, 10(3).

Por otra parte, algunos nanofluidos evitan la precipitacion de asfaltenos, ya que éstos
humedecen la roca con crudo (oil-wet), alterando su mojabilidad y provocando la reduccion de su
permeabilidad. EI impedimento en la precipitacion de asfaltenos ocurre debido a que las
nanoparticulas adsorben a los asfaltenos, reduciendo su floculacién y aglomeracion en el medio
poroso. Pero, esta adsorcion depende de la concentracion de asfaltenos en el crudo, tiempo de
contacto nanoparticula/asfalteno, incremento de la temperatura y cantidad de agua en el sistema

(Franco et al., 2013; Kazemzadeh et al., 2015; Nassar et al., 2012).
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Las nanoparticulas pueden formar y estabilizar nanoemulsiones compuestas por gotas con
tamarios inferiores a 100 nm, siendo sistemas cinéticamente controlados que permiten retener su
morfologia con el cambio en la fraccion de volumen de crudo. Por tanto, las nanoemulsiones
pueden soportar condiciones severas de yacimiento como altas temperaturas, presiones y salinidad,
siendo altamente estables y con gran rango de aplicacion en comparacion con las microemulsiones
(Binks & Lumsdon, 2000; Mandal et al., 2012). Ademas, la alta viscosidad de las nanoemulsiones
puede controlar efectivamente la proporcion de movilidad durante el proceso de inundacion mejor
que los polimeros, lo que conlleva a ser una de las opciones mas destacadas para el recobro de
crudos pesados. Finalmente, el tamafio de las nanoemulsiones permiten ingresar y atravesar las
gargantas de poro sin ninguna restriccion, lo que contribuye a mejorar la recuperacion de crudo a
escala de campo (Zhang et al., 2010).

Se ha encontrado en la literatura que las nanoparticulas méas utilizadas son el 6xido de
silicio o silice (SiO2) y el 6xido de aluminio o alimina (Al>QO3), ya que las primeras tienen la
capacidad de reducir la tension interfacial de los crudos y alterar la mojabilidad de la roca,
haciendo que se generen otros mecanismos de recuperacién como presion disociadora estructural
y obstruccidon de los canales de poro (log-jamming), que ayudan a extraer el crudo atrapado en las
gargantas de poro (Almahfood & Bai, 2018; K. Li et al., 2018). Mientras que las segundas, ademas
de reducir la tension interfacial, disminuyen la viscosidad del crudo y evitan la precipitacion de
asfaltenos (Almahfood & Bai, 2018; Foroozesh & Kumar, 2020).

Teniendo en cuenta las ventajas de las nanoparticulas y los surfactantes por separado en el
recobro mejorado, se ha descubierto que su uso en conjunto puede maximizar los efectos de cada
uno. Esto se debe a que las nanoparticulas generan un efecto sinérgico al ser adicionadas en

soluciones de surfactantes, en donde ellas estabilizan a los surfactantes bajo condiciones de
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yacimiento (altas temperaturas y presiones) en las cuales éstos tienden a degradarse, y a su vez,
los surfactantes las estabilizan frente a la alta concentracion de sales presentes en el yacimiento,
pues las sales provocan que las nanoparticulas se aglomeren entre ellas disminuyendo su
efectividad (Ahualli et al., 2011; Suleimanov et al., 2011).

Las mezclas de surfactantes/nanoparticulas son altamente estables debido a la adsorcion
del tensoactivo en las nanoparticulas para formar monocapas que evitan su aglomeracion en la
disolucién, siendo un nuevo mecanismo potencial en el que la cantidad de surfactante adsorbido
aumenta de forma paralela con la concentracion de surfactante hasta llegar a la concentracién
micelar critica (CMC) (Bernard P. Binks, Rodrigues, & Frith, 2007; Ma & Xia, 1992).

Sin embargo, la cantidad de tensioactivo depende de la diferencia hidrofila/lipofila (HLD),
el grado de hidrofobicidad de las nanoparticulas y la concentracion de salmuera presente en
disolucion. Del mismo modo, la monocapa de surfactante formada en la superficie de las
nanoparticulas modifica la tension interfacial del sistema, pero su adsorcion depende del tipo y
naturaleza ionica del surfactante (anidnico, cationico y no ionico) y de las cargas superficiales
efectivas de las nanoparticulas en disolucién (positivas o negativas) (Harikrishnan et al., 2017;
Olayiwola & Dejam, 2019).

En la revision bibliografica, se encontraron una gran diversidad de investigaciones en las
que se estudian nanoparticulas de silice (SiO2) o de alumina (Al.Oz) mezcladas con surfactantes
para su uso en el recobro mejorado de crudos pesados, en donde alteran algunas propiedades
fisicoguimicas e interfaciales como viscosidad, tension interfacial y mojabilidad de los sistemas
roca/fluido, las cuales facilitan la movilidad de dichos crudos durante el proceso de recuperacion.

Qiu (2010) evalué la aplicacion potencial de microemulsiones a base de disolvente (xileno)

y estabilizadas con surfactante (Triton X-100 o etoxilato de octilfenol) y nanoparticulas de éxido
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de silicio fumante (CAB-O-SIL® TS-530) para investigar los mecanismos de recuperacion de
inundacion quimica en un reservorio de crudo pesado estadounidense (16,35°APl a 25°C),
encontrando que es posible formar microemulsiones con bajas concentraciones de surfactante y a
su vez, la adicion de nanoparticulas incrementa la viscosidad del nanofluido, lo que resulta en una
relacion de movilidad favorable en el proceso de recuperacion del crudo.

Pei et al. (2015) emplearon mezclas conformadas por nanoparticulas de 6xido de silicio
(SiO2, 14 nm) y un surfactante cationico (CTAB) en un crudo pesado chino (350 mPa-s at 50°C),
con el fin de evaluar el impacto sinérgico de la mezcla en la estabilizacion de microemulsiones de
crudo en agua, a traves de estudios reologicos, comportamiento de fase, pruebas de micromodelo
y experimentos de inundacion del nucleo. Con base en sus resultados, corroboraron que al
adicionar nanoparticulas aumenta la estabilidad y viscosidad de la mezcla surfactante/NPs,
llegando a obtener una relacion de movilidad significativamente alta entre el crudo y el agua,
conduciendo asi a una mejora notable en la eficiencia del barrido y posterior recuperacion.

Maurya & Mandal (2018) caracterizaron emulsiones de crudo en agua (O/W) estabilizadas
con el efecto sinérgico de surfactante y nanoparticulas para su aplicacion en la recuperacion de
crudo pesado. Las emulsiones fueron formuladas usando n-decano y aceite de parafina,
nanoparticulas de 6xido de silicio (SiO2, 20-30 nm) y dos surfactantes (CTAB y SDS). Este estudio
demostro que las nanoparticulas en conjunto con los surfactantes previenen la coalescencia de las
gotas de aceite dispersado y baja la tension en la interfase aceite/agua. Asimismo, los autores
determinaron que la interaccion electrostatica entre surfactante/nanoparticula es importante en su
estabilizacidn, pues encontraron que el surfactante cationico (CTAB) genera emulsiones altamente

estables con las nanoparticulas por su atraccion eléctrica, mientras que la estabilidad de las
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emulsiones con el surfactante anidnico (SDS) depende de la concentracion de la nanoparticula,
debido a la repulsién electrostética entre el surfactante SDS y las particulas de silice.

Chen et al. (2018) investigaron el efecto sinérgico de surfactantes y nanofluidos en el
recobro mejorado, utilizando nanoparticulas de alimina hidrofilicas (y-Al2Oz, 20 nm) e
hidrofobicas (a-Al203, 40 nm) y un surfactante no iénico (OP-10) en un crudo pesado chino (0,982
kg/L a 30°C). De acuerdo con sus resultados, los nanofluidos cooperados con surfactantes pueden
reducir la tension interfacial crudo/agua en el rango de concentracion apropiado. Las
nanoparticulas disminuyeron el tamafio promedio de las gotas de emulsion, minimizando su
coalescencia y cremosidad, lo que genera la estabilizacion de las emulsiones. Asimismo, los
nanofluidos conformados por 0,3%p/p de OP-10 y 0,2%p/p de nanoparticulas y-Al>O3 redujeron
la viscosidad del crudo pesado en un 42,8% menos que el crudo con solamente surfactante, lo cual
probablemente se puede atribuir a que las nanoparticulas adsorben los asfaltenos.

Por ultimo, Lee & Babadagli (2019) estudiaron la capacidad de una disolucién coloidal
compleja para la recuperacion de petroleo crudo mediante la estabilizacién de una emulsion
Pickering de salmuera/crudo pesado. Para ello, usaron diferentes mezclas de nanoparticulas de
Oxido de silicio (SiO2, 22 nm), un surfactante cationico [bromuro de dodeciltrimetilamonio
(DTAB)] y un surfactante aniénico [sulfato de propoxi alcohol (Alfoterra S23-7S-90)] como
agentes estabilizantes y un crudo pesado canadiense (11,74°API). Los autores realizaron varios
experimentos de inundacion de nucleo para demostrar la capacidad practica del sistema de
emulsion creado, confirmandose la alta eficiencia de dicha emulsién in-situ a escala de poro bajo
presion y temperatura atmosfeéricas, asi como la aplicabilidad practica de la dispersion a nanoescala

en el campo petrolero.
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Del mismo modo, Colombia no se ha quedado atras en el estudio de las mezclas
surfactante/nanoparticulas para su uso en el recobro mejorado de crudos. Giraldo et al. (2013)
utilizaron nanoparticulas de 6xido de aluminio (Al2O3, 354 nm) dispersadas en un surfactante
aniénico comercial PRNS®, con el fin de determinar la eficacia de los nanofluidos a base de
alumina para la alteracion de la mojabilidad de los nucleos de arenisca modificados con crudo
pesado colombiano (19,2°API a 25°C), encontrando que la efectividad del surfactante aumenta al
agregar nanoparticulas en concentraciones inferiores o iguales a 500 ppm, siendo la concentracion
de 100 ppm la que alcanz6 el mejor rendimiento.

Franco et al. (2013) inhibieron la aglomeracion y precipitacion de asfaltenos en superficies
rocosas por medio de la inyeccion de nanofluidos en medios porosos. Para ello, utilizaron 12 tipos
de nanoparticulas, entre las que se destacan SiO», SNi5, SNil5, Al.Oz, AINi5, AINi15, PdNi/Al y
zeolitas, las cuales fueron mezcladas con un surfactante comercial y la extraccion de asfaltenos
fue realizada a partir de un crudo pesado colombiano (19,2°API a 25°C). Con los resultados
obtenidos mostraron que las nanoparticulas conducen a mejoras en la recuperacion de crudo por
su alta capacidad de adsorber y estabilizar el contenido de asfaltenos del sistema. Esto es
importante debido a que los asfaltenos se depositan en las superficies rocosas afectando
negativamente las propiedades de la roca, como la porosidad, permeabilidad y mojabilidad.

Taborda et al. (2016) evaluaron el efecto de las nanofluidos compuestos por nanoparticulas,
surfactante y agua como agentes reductores de viscosidad para crudo pesado colombiano (13°API
a 25°C). Para ello, estudiaron nanoparticulas de alimina (Al>Os, 35 nm), silice (SiOz, 11 nm) y
silice &cida (SiO2A, 11 nm) en presencia de un surfactante no iénico (Tween 80), determinandose
asi que las nanoparticulas de SiO»A tuvieron la mejor capacidad para adsorber asfaltenos n-C7 y

el aumento de su concentracion en la mezcla hasta 10.000 ppm, provocaba que la viscosidad del
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crudo disminuyera aproximadamente 90% en comparacién con el crudo libre de nanoparticulas,
pero con una mayor concentracion de nanoparticulas, la efectividad en la reducciéon de la
viscosidad del crudo decrecia.

En la misma linea de investigacion, Betancur et al. (2019) estimaron el efecto en la
preparacion de los nanofluidos basados en la interaccion entre el surfactante, nanoparticulas y
salmuera para procesos de recobro mejorado. Para esto, estudiaron tres tipos de nanoparticulas:
silice (SiO2, 7 nm), alumina (Al.O3, 35 nm) y magnetita cubierta de carbono (Fes04-C, 60 nm),
dos tipos de surfactantes comerciales y un crudo liviano colombiano (33°API a 25°C). A pesar de
no utilizarse un crudo pesado, esta investigacion permitié evaluar tres metodologias para la adicion
de los componentes de la formulacion: sal/nanoparticulas/surfactante (metodo 1),
sal/surfactante/nanoparticulas (metodo I1) y surfactante/nanoparticulas/sal (metodo I11),
encontrandose que las nanoparticulas de Al>Os eran las que mayormente adsorbian las micelas
formadas por el surfactante y a su vez, el método Il fue el que obtuvo mejores resultados, ya que
la sal favorece la formacion de micelas del surfactante, que posteriormente son adsorbidas en la
superficie de las nanoparticulas, favoreciendo la disminucion de la tension interfacial
roca/salmuera.

Finalmente, el uso de mezclas de surfactantes/nanoparticulas en diferentes tipos de crudos
ha sido estudiado a nivel global en la reduccion de las propiedades interfaciales como tension
interfacial, viscosidad y mojabilidad de los sistemas roca-fluido por separado. Sin embargo, hay
pocos reportes que integren el uso de estas mezclas en las interacciones fluido/fluido y roca/fluido
al mismo tiempo, lo cual permitiria entender como atacar los diferentes problemas presentes en
los yacimientos de crudos pesados colombianos y que, en conjunto, permitiria incrementar la

efectividad del surfactante para la extraccion de este tipo de crudos. Por tanto, esta investigacion
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busco determinar inicialmente el surfactante que mejor interactuaba con un crudo pesado y sus
condiciones de uso, luego de ello se procedio a establecer formulaciones con nanoparticulas de
SiO2 y Al,O3 y se analiz6 su efecto en las pruebas de interaccion fluido/fluido y roca/fluido, para

asi contemplar su uso en el recobro mejorado de un crudo pesado colombiano.

2. Objetivos

2.1.  Objetivo General
Evaluar las formulaciones surfactante/nanoparticulas para el recobro mejorado de un crudo
pesado colombiano, a partir de la disminucion en la tension interfacial y cambio en la mojabilidad

del sistema roca/fluido.

2.2.  Objetivos Especificos

Establecer formulaciones de surfactante con nanoparticulas de 6xido de silicio (SiO2) y/u
Oxido de aluminio (Al2O3) mediante pruebas de estabilidad y compatibilidad a escala de
laboratorio.

Determinar las concentraciones de nanoparticulas que mejoren la eficiencia del surfactante
sobre los cambios de tension interfacial y viscosidad en emulsiones crudo en agua (O/W) bajo
condiciones estaticas.

Analizar el efecto de las formulaciones surfactante/nanoparticulas adecuadas sobre las
propiedades fisicoquimicas del crudo empleando técnicas espectroscépicas.

Evaluar la interaccion roca/fluido0 en presencia de las formulaciones
surfactante/nanoparticulas adecuadas, usando pruebas experimentales de detergencia y angulo de

contacto a escala de laboratorio.
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3. Materiales y métodos

3.1. Reactivos

Para el proceso de preparacion y evaluacion de formulaciones surfactante/nanoparticulas
se utilizaron tres surfactantes, dodecilbencensulfonato de sodio (SDBS, Sigma-Aldrich, EE.UU.),
dodecilsulfato de sodio (SDS, Sigma-Aldrich, EE.UU.) y un surfactante comercial no especificado
(Surf-A, Colombia). Las formulaciones se prepararon utilizando agua desionizada con una
conductividad promedio de 2,5 uS/cm y 15.000 ppm de cloruro de sodio (NaCl, 99,9 %, Merck
KGaA, Alemania). Dos tipos de nanoparticulas comerciales se evaluaron: (1) oxido de silicio o
silice (SiO2, Sigma-Aldrich, EE.UU.) y (2) 6xido de aluminio o alumina (Al2Os, Sigma-Aldrich,
EE.UU.). En la Tabla 2 se muestran las propiedades de las nanoparticulas utilizadas en esta

investigacion.

Tabla 2.

Propiedades de las nanoparticulas (NPs) utilizadas.

Tipo de NPs SiO2 Al2O3
Tamafio aproximado (nm) 5-20 <50
Area superficial especifica (m?/g) 590-690 > 40
Pureza (%) 99,5 99,9
Mojabilidad superficial Hidrofilica Hidrofilica

Forma de NP Amorfa Amorfa
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Para el proceso de interaccion fluido/fluido se emplearon varsol (99 %, Suquin S.A.,
Colombia), acetona (99,9 %, Merck KGaA, Alemania) y agua destilada con una conductividad
promedio de 7,5 uS/cm. De igual manera, se utilizdé un crudo pesado colombiano con 16,8 °API
(TPL Colombia Ltda, Colombia) procedente del VValle Medio de Magdalena, cuya caracterizacién

se presenta en la Tabla 3.

Tabla 3.

Caracterizacion del crudo pesado.

Pruebas Caracterizacion Valor
Gravedad API API (°) 16,80
Saturados 39,08
) ) Arométicos 28,56
Fraccionamiento SARA (%) _
Resinas 27,96
Asfaltenos 4,40
@ 25 °C 1422
Viscosidad (cP) @ 40 °C 340
@ 60 °C 79
@ 25 °C 0,9474
Densidad (g/mL) @ 40 °C 0,9410
@ 60 °C 0,9375
Niquel 41,42
Vanadio 53,56
) Hierro 12,23
Contenido de metales (ppm) _
Magnesio 17,35
Sodio 98,35

Calcio 63,64
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Contenido de sal (PTB) 49,05
Contenido de azufre (ppm) 1574
BSW (%) 0,1
Residuos de carbdn (%) 5,366
NUmero de neutralizacion (mg KOH/g) 2,909
Punto de fluidez (°C) -3
Punto de nube (°C) -1

No se detect0 presencia de gases
Contenido de gases disueltos (ppm) por encima del limite de
deteccion (10 ppm).

Para el proceso de interaccion roca/fluido se usaron rocas provenientes de la Formacion
Mugrosa ubicada en la transecta La Rocheta-Campo 23-Peroles perteneciente al departamento de
Santander con coordenadas 6°53'06.5"N; 73°45'07.6"W (6.885147, -73.752103), las cuales se
limpiaron con tolueno (99,9 %, Merck KGaA, Alemania). Asimismo, se empled el crudo pesado
colombiano usado en las pruebas de interaccion fluido/fluido y agua desionizada con una
conductividad promedio de 2,5 uS/cm para las pruebas de detergencia y angulo de contacto. Por
altimo, para la cuantificacion del crudo liberado en las pruebas de interaccion roca/fluido se
empled diclorometano (99,9 %, Merck KGaA, Alemania) como disolvente en el proceso de
extraccion liquido-liquido y aceite mineral (99 %, Suquin S.A., Colombia) como bafio de

calentamiento en el proceso de rotovaporacion.
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3.2. Diagrama experimental
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3.3. Métodos

3.3.1. Determinacién de la concentracion micelar critica

La concentracion micelar critica (CMC) de los surfactantes SDS, SDBS y Surf-A fue
determinada haciendo uso de la conductimetria. Para ello, se hicieron disoluciones con diferentes
concentraciones de surfactantes entre 0 a 10.000 ppm y sus conductividades fueron medidas con
un conductivimetro Hach Senslon 5® (Hach©, EE.UU.). Los valores de la conductividad se
graficaron en funcion de la concentracion de surfactante, cuyo punto de inflexion se define como
la CMC (Chidi & Adebayo, 2018; Reyes et al., 2005). Los resultados acerca de la determinacion

de la CMC se reportan en la Seccién 4.1.3.

3.3.2. Efecto de la salinidad en los surfactantes

El efecto de la salinidad en los surfactantes estudiados fue determinado manteniendo
constante la concentracion de los surfactantes, siendo éstas las CMC obtenidas en la seccion 3.3.1,
y se procedio a realizar disoluciones con diferentes concentraciones de NaCl entre 0 a 100.000
ppm. Estas disoluciones se agitaron y se dejaron en equilibrio hasta aparicion de precipitado,
momento en el cual se tomaron fotografias a cada una de ellas. Los resultados del efecto de la

salinidad en los surfactantes se reportan en la Seccién 4.1.4.

3.3.3. Preparacion de los nanofluidos
Los fluidos fueron formulados agitando la concentracion deseada de surfactante y cloruro
de sodio (NaCl) en la base fluida utilizando un agitador magnético IKA Magnetic Stirrer RCT

basic® (IKA Works GmbH & Co. KG©, Alemania) a 1.500 rpm por 10 minutos. Cabe destacar
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que la concentracién del surfactante se mantuvo por encima de su concentracién micelar critica,
con el objetivo de asegurar el equilibrio dinamico interfacial con los valores més bajos de tensién
interfacial y a su vez, asumiendo la posible pérdida de surfactante debido a los fendmenos de
adsorcién en la superficie de la roca (Franco et al., 2020).

En el caso de los nanofluidos empleados en la investigacion, se utilizaron nanoparticulas
de oxido de silicio o silice (SiO2) y de 6xido de aluminio o alumina (Al.O3) a diferentes
concentraciones: 50, 100 y 150 ppm. Para la preparacion de los nanofluidos, se emple6 la mezcla
salmuera/surfactante que tuvo mejor comportamiento al disminuir la tension interfacial, a la cual
se le adiciond las nanoparticulas a analizar y se procedid a agitarse usando un agitador magnético
IKA Magnetic Stirrer RCT basic® (IKA Works GmbH & Co. KG©, Alemania) a 650 rpm durante
24 horas, seguido por una sonicacion de 2 horas para mejorar la dispersion de las nanoparticulas

(Q. Sun et al., 2014; Yekeen et al., 2017).

3.3.4. Pruebas de estabilidad de los nanofluidos

La estabilidad de los nanofluidos se determind con el analizador de estabilidad coloidal
TurbiscanLab® (Formulaction®©, Francia), donde se dispuso la dispersion problema en una celda
de vidrio cilindrico de 17,5 mm de didmetro interno, 27,5 mm de diametro externo y 72,5 mm de
longitud, y su medicion se realizd a temperatura del yacimiento (60 °C) para garantizar el
rendimiento de los nanofluidos en el proceso EOR. Asimismo, se realizaron los escaneos de
medicion con una fuente de diodos emisores de luz (LED) infrarroja cercana de 880 nm, cuyas
sefiales de transmisién y retrodispersion se registraron mediante detectores. Por ualtimo, los
escaneos se realizaron continuamente cada 10 minutos por 12 horas, luego se saco la celda de

vidrio con la dispersion problema del equipo y se colocé en un bafio termostatico Memmert WNE
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45® (Memmert GmbH + Co. KG. ©, Alemania) a 60 °C para mantener la temperatura del proceso
de medicidn. Finalmente, se volviod a colocar la muestra para un Unico escaneado a las 24, 48, 72,
96 y 120 horas, dando un total de 7.200 minutos de seguimiento, equivalente a 5 dias de prueba.
Para cuantificar la estabilidad de la dispersién de nanoparticulas se utilizé el indice
adimensional de barrido de turbidez (TSI), el cual fue definido por el software TurbiSoft Lab,
2.1.0.52® (Formulaction©, Francia) y cuyo calculo se basa en la Ecuacién (1), en donde se
compara cada escaneo con el anterior para la altura seleccionada y se divide por la altura total
seleccionada (H) para obtener un resultado independiente de la cantidad de producto presente en
la celda de medicion, comprendiéndose que entre menor sea el valor del TSI, mayor sera la
estabilidad de la muestra (S. Li et al., 2020). Los resultados de estabilidad de los nanofluidos se

reportan en la Seccion 4.2.2.

TSI = Z Ynlscan;(h) — scan;_ (h)|
i

= (1)

3.3.5. Pruebas de interaccién fluido/fluido

3.3.5.1. Tension interfacial. Las mediciones de la tension interfacial se realizaron bajo la
norma APl RP-42:1990, seccion 3, numeral 52 (American Petroleum Institute, 1990). Se
realizaron a temperatura del yacimiento (60°C) para garantizar un mejor rendimiento en el proceso
EOR, y se empled un tensiometro de gota giratoria Grace Instrument Modelo M6500® (Grace
Instrument©, EE.UU.), cuyo procedimiento consistié en introducir la fase acuosa a evaluar en un
tubo capilar de aproximadamente 95 mm de longitud, 6.00 mm de didmetro externo y 2.00 mm de

didmetro interno. Para el desarrollo de las pruebas, se adiciond una gota de petrdleo crudo
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utilizando una jeringa dentro del tubo capilar. Luego de ello, se puso el tubo capilar en el rotor del
tensiometro y se incrementd su velocidad en rangos de 500 rpm cada 2 minutos, hasta que la
longitud de la gota de crudo fuese cuatro (4) veces el valor del diametro de la gota inicial.
Finalmente, se tomaron fotografias de la gota de crudo al minuto 1, 5, 15, 30, 45 y 60,
anotando la velocidad del rotor en rpm justo al momento de tomar la fotografia y se midi6 el
didmetro de la gota por triplicado en cada fotografia utilizando el software Motic Images Plus
2.0®. Con dicha informacion, se procedio a realizar la medicion de la tension interfacial siguiendo
la Ecuacion (2) propiade los equipos Grace Instrument©, donde y es la tension interfacial (mN/m),
Ap es la diferencia de densidad (g/cm?), D es el diametro de la gota (mm) y v es la velocidad del
rotor (rpm) (Chandran & Sinnathambi, 2016). Los resultados de tension interfacial se reportan en

las Secciones 4.1.5y 4.3.2.

Yy = 1,44 x 1077 ApD3v? 2)

3.3.5.2. Preparacion de las emulsiones. Las pruebas de emulsificacion se realizaron bajo
la norma API RP-42:1990, seccion 1, numeral 1 al 16 (American Petroleum Institute, 1990). Las
emulsiones crudo/agua fueron preparadas en las proporciones de 75:25, 50:50 y 25:75 (% v/v) de
la formulacion acuosa de nanofluidos y el crudo pesado. El crudo se vertié suavemente sobre la
formulacién acuosa de nanofluidos con agitacién continua durante 5 minutos utilizando un
agitador de hélice IKA® (IKA-Works, Inc.©, EE.UU.) para formar una mezcla homogénea y, a
continuacion, la mezcla se colocé en un equipo ultraturrax IKA 25® (IKA-Works, Inc.©, EE.UU.)

durante 30 segundos a 16.000 rpm para formar la emulsion. Las emulsiones preparadas se
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caracterizaron mediante pruebas de estabilidad y de viscosidad con respecto al tiempo y a la

proporcion crudo/agua.

3.3.5.3. Pruebas de estabilidad de emulsiones. La estabilidad de las emulsiones se evalud
midiendo la cantidad de agua separada de la emulsion a los 15, 30, 45, 60, 120, 360, 720y 1.440
minutos después de ser preparada. La emulsion fue transferida en probetas graduadas de 100 mL
después de su preparacion y se dejo en reposo durante 24 horas para favorecer la separacion de
fases (Al-Wahaibi et al., 2015). Finalmente, la estabilidad de la emulsion en los diferentes tiempos

fue determinada teniendo en cuenta la Ecuacion (3) y los resultados se reportan en la Figura 31.

Cantidad de agua separada)

Estabilidad de la emulsién (%) = 100 x (1 - (3)

Contenido inicial de agua

De igual manera, la estabilidad de las emulsiones a diferentes temperaturas (25 °C, 40 °C
y 60 °C) se determind con el equipo TurbiscanLab® (Formulaction©, Francia), donde se coloco
la emulsion problema en una celda de vidrio cilindrico de 17,5 mm de diametro interno, 27,5 mm
de didmetro externo y 72,5 mm de longitud. Luego, para cada prueba se midi6é cada 10 minutos
por 12 horas, dando un total de 720 minutos de seguimiento. Los resultados de estabilidad de las

emulsiones se reportan en la Seccion 4.3.3.

3.3.5.4. Viscosidad de emulsiones crudo/agua. Las mediciones de viscosidad fueron
realizadas en un viscosimetro Lamy First Pro-Plus® (Lamy Rheology®©, Francia) con el set de
husillos R-02 a R-07 y adaptado a un bafio de circulacion refrigerado con una solucion de

propilenglicol y con controlador de temperatura VWR ADO7R-20-V12E® (VWR International,
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EE.UU.). Cada medicion de la viscosidad se utilizaron 50 mL de emulsion para determinar el
efecto de la temperatura y de la presencia de nanoparticulas en la formulacion. Los resultados de

la viscosidad de las emulsiones se reportan en la Seccion 4.3.4.

3.3.5.5. Tamafo de gota. El tamafio de gota de las emulsiones fue medido usando el
microscopio optico Olympus BX4® (Olympus Corporation©, EE.UU.) con objetivo de 4x, 10x y
40x. La toma de fotografias se realiz6 agregando una pequefia gota de la emulsién en un
portaobjetos de vidrio y se apland colocando otro portaobjetos sobre la gota.

Luego, se puso el portaobjetos en el microscopio, el cual fue ajustado para que la imagen
fuese visible y asi, poder fotografiar la emulsion con la camara digital Olympus E-330® (Olympus
Corporation©, EE.UU.) adjunta al microscopio. Finalmente, se utilizé el programa ImageJ® con
el fin de determinar la distribucion del tamafio de gota de cada emulsion crudo/agua (Ferreira &
Rasband, 2012; Opedal et al., 2009). Los resultados del tamafio de gota de las emulsiones se

reportan en la Seccion 4.3.5.

3.3.6. Pruebas de interaccién roca/fluido

3.3.6.1. Preparacion de las muestras de roca de arenisca. Los plugs de roca fueron
extraidos de muestras provenientes de la Formacion Mugrosa ubicada en la transecta La Rocheta-
Campo 23-Peroles perteneciente al departamento de Santander con coordenadas 6°53'06.5"N;
73°45'07.6"W (6.885147, -73.752103).

Los plugs de roca se extrajeron con una prensa taladro de broca hueca diamantada con 3,81

cm (1,5”) de didmetro interno Core Pet® (Core Pet©, EE.UU.), empleando salmuera como agente
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de corte y se pasaron por una pulidora de superficies de muestras cilindricas F.A.G.® (F.A.G.©,
Colombia). Luego de ello, se limpiaron a traves de una extraccion Soxhlet por 15 dias empleando
tolueno como disolvente. Finalmente, los plugs se secaron a 110 °C durante un dia en una estufa
Memmert UN110® (Memmert GmbH + Co. KG. ©, Alemania) para eliminar las trazas de tolueno

impregnados en la roca.

3.3.6.2. Modificacion de la mojabilidad en muestras de roca de arenisca. Los plugs de
roca fueron imbibidos en una disolucién acuosa de 15.000 ppm de cloruro de sodio a 60 °C durante
8 dias en un bafio termostatico Memmert WNE 45® (Memmert GmbH + Co. KG. ©, Alemania)
con el objetivo de asemejar las condiciones de yacimiento.

Después de ello, los plugs fueron imbibidos con una disolucién al 5 %v/v de n-heptano en
crudo pesado a 60 °C durante 15 dias nuevamente en el bafio termostatico para inducir la adsorcion
de petroleo crudo en los poros de la roca. Finalmente, los plugs se lavaron con n-heptano y se
secaron a temperatura ambiente durante un dia para eliminar los restos de crudo que quedaban en
la superficie de la roca. Cabe destacar que cada roca fue pesada antes y después de cada uno de los

procedimientos.

3.3.6.3. Pruebas de detergencia. Para alterar la mojabilidad de las rocas en condiciones
estaticas, cada plug mojado por aceite (oil-wet) se sumergi6 inicialmente en una disolucién acuosa
de 15.000 ppm de cloruro de sodio a 60 °C para asemejar al proceso de inyeccion de agua
(waterflooding) durante 48 horas en un bafio termostatico Memmert WNE 45® (Memmert GmbH

+ Co. KG. ©, Alemania).
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Posteriormente, se sumergié en el nanofluido estudiado a 60 °C durante 48 horas
nuevamente en el bafio termostatico para comparar el efecto del nanofluido en la extraccion del
crudo. Por altimo, cada plug fue extraido del nanofluido correspondiente y se seco a temperatura
ambiente durante 24 horas, destacandose que cada roca fue pesada antes y después de cada uno de
los procedimientos.

Para cuantificar el crudo liberado, se procedi6 a realizar una extraccion liquido-liquido,
utilizando diclorometano como disolvente organico. Inicialmente, se agregé el contenido liquido
resultado de las pruebas de mojabilidad dentro de un embudo de decantacion y se le adicioné el
disolvente organico, mas denso e inmiscible con el agua. A continuacion, se agitd la mezcla de las
dos fases para incrementar la superficie de contacto entre ellas y se dejo en reposo por 15 minutos,
permitiendo el equilibrio entre las dos fases, lo que favorece a la transferencia del crudo remanente
en el agua hacia la fase organica.

Posteriormente, se realizo la separacion de la fase organica mediante decantacion y se
procedio a rotovaporar la muestra a 70 °C, haciendo uso de un evaporador rotativo IKA RV 10
digital V® (IKA-Works, Inc.©, EE.UU.), con el fin de extraer completamente el diclorometano
sin afectar el crudo. Finalmente, se peso el balon de destilacion antes y despues del procedimiento,
para asi obtener la cantidad de crudo extraido. Los resultados de las pruebas de detergencia se

reportan en la Seccion 4.4.2.

3.3.6.4. Pruebas de angulo de contacto. Para evaluar la mojabilidad de las rocas, antes y
después del tratamiento con nanofluidos en condiciones estaticas, se empleo la técnica de angulo
de contacto haciendo uso de una cdmara Optikam HDMI Easy 4083.12E® y el software de

obtencion de las imagenes Optika Vision Lite 2.13® (OPTIKA S.r.1.©, Italia). Esto se llevo a cabo
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depositando el liquido de analisis (agua desionizada) en la jeringa que dispensaba la gota, el
volumen de la gota fue de 10 pL y se colocaba sobre la superficie de los plugs de roca secos y
luego se estimd el valor del angulo de contacto para los sistemas liquido/aire/roca a temperatura
ambiente haciendo uso de un software de andlisis de procesamiento de imagenes “DropPy —
Python contact angle image processing analysis” manejado en la interfaz Scientific Python
Development Environment — Spyder (Orella et al., 2021). Los resultados de las pruebas de angulo

de contacto se reportan en la Seccion 4.4.3.

3.3.7. Caracterizacion de los reactivos liquidos

3.3.7.1. Determinacion de la densidad. La densidad absoluta de los fluidos (liquidos) fue
medida con el método del picnémetro, en donde se tuvo un picnémetro con volumen exacto, el
cual se pesd inicialmente vacio y posteriormente lleno del fluido estudiado. La densidad absoluta
se determin6 como el cociente entre la diferencia de la masa del fluido y el volumen del
picnémetro. Los resultados de la densidad de los nanofluidos se reportan en el Apéndice A.

Por otro lado, también se pudo determinar la gravedad especifica del crudo a partir de la
Ecuacion (4), pero se debe tener en cuenta que la densidad del crudo debe medirse a 60 °F (15 5/9
°C), puesto que la densidad estandar de referencia, la cual es la densidad del agua con un valor de

1 g/cm?®, se encuentra a dicha temperatura.

e Pfluid
Gravedad especificagyiqo @ 60 °F = — (4)

Preferencia
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Finalmente, en el caso del petréleo crudo es posible relacionar su gravedad especifica con
la gravedad API de éste a través de la Ecuacion (5). Sin embargo, la gravedad especifica debe estar

a una temperatura de 60 °F (15 5/9 °C) y cuyo resultado se reporta en la Tabla 3.

141,5
Cravedad APL. . = —131,5
raveda fluido ™ Gravedad especificanyido @ 60 °F ©

3.3.7.2. Medicién del indice de refraccion. El indice de refraccion de los liquidos
estudiados fue medido con el refractometro digital RFM 960® (Bellingham + Stanley Ltd.©,
Reino Unido), en el cual se le adiciono6 una gota del liquido analizado sobre el cristal del equipo y
se esper0 hasta que se obtuviera el valor del indice de refraccion. Este equipo se calibré midiendo
el indice de refraccion al agua destilada, cuyo valor estaba entre 1,3329 a 1,3330. Los resultados

del indice de refraccion de los nanofluidos se reportan en el Apéndice A.

3.3.7.3. Espectroscopia de Resonancia Magnética Nuclear de protones (RMN-'H). Los
espectros *H fueron tomados con el equipo de Resonancia Magnética Nuclear Bruker Avance 111™
HD 400 MHz (9.4 T) (Bruker Corporation©, EE.UU.). La muestra se disolvio en cloroformo
deuterado (CDCIs) en una relacion de volumen entre muestra/disolvente de 1:20, utilizando el
tetrametilsilano (TMS) como patron de referencia interno para la calibracion de los
desplazamientos quimicos. Los espectros obtenidos fueron procesados y analizados utilizando el
software MestReNova V. 14.3.1. ® (Mestrelab Reseach©, Espafia), teniendo en cuenta las sefiales

integradas reportadas en la Tabla 4.
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Tabla 4.

Tipos de hidrogeno presentes en los espectros de RMN de crudos.

No. 6H (ppm) Tipo de Hidrégeno
H1 8,9-9,3 Hidrogeno aromaético en algunos anillos tetra- y poliaromaticos
H2 8,3-8,9 Hidrogeno aromatico en algunos anillos tri- y tetra-aromaticos
H3 7,2-8,3 Hidrogeno aromatico en anillos di-, tri- y tetra-aromaticos
H4 6,0-7,2 Hidrégeno aromatico en anillos monoaromaéticos
H5 45-6,0 Hidrogeno oleofinico
H6 35-45 Hidrogeno de CH: enlazantes
Hidrogeno parafinico y nafténico CH y CH> unido a sistemas
H7 2,4-35 . L
aromaticos en posicion a
Hidrogeno parafinico y nafténico CHs unido a sistemas aromaticos en
H8 2,1-24 .
posicion a
H9 19-21 Hidrégeno de tipo CH3z unido a olefinas en posicién a
Hidrogeno parafinico y nafténico CH y CH> unido en la posicion B a
HIO  1,7-19 enep & Y= P P
sistemas aromaticos

Hidrogeno parafinico y nafténico CH. y algunos CH unido en la

H11 1,0-1,7 . : -
posicion B a sistemas aromaticos

Hidrogeno parafinico de tipo CHz y algunos CH y CH. nafténicos

HI2  05-10 enop bo~Ha y &g y Ch.

unido en la posicion y y mas lejos a sistemas aromaticos

Nota. Esta tabla fue adaptada de “Correlations between SARA fractions and physicochemical

properties with 'H NMR spectra of vacuum residues from Colombian crude oils” (p. 186), por

Molina V et al. (2010), Fuel, 89.
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El analisis de dichos espectros a partir de las areas de integracion permitié determinar el
namero promedio de hidrogenos alifaticos en cadenas alquilicas (n) utilizando la Ecuacion (6), el
namero de anillos sustituidos (r) mediante la Ecuacion (7) y el factor de aromaticidad (fa) haciendo

uso de la Ecuacion (8) en el rango de 0 a 12 ppm (Ledn Naranjo, 2019).

_ (Hq + Hg + Hy)

i, (6)
H n—1
r= lo,zs (4,12 + H_;> - 1] [ > ] (7)
HAT
" i+ ©

Esta técnica de caracterizacion se utilizo con el objetivo de verificar el efecto posterior de
la emulsificacion y de las pruebas de detergencia en el crudo pesado estudiado, cuyos resultados
se reportan en la Seccién 4.5.2. Asimismo, para determinar la posible estructura del surfactante

comercial no identificado (Surf-A), tal como se reporta en la Seccion 4.1.2.

3.3.7.4. Espectroscopia Ultravioleta-Visible (UV-Vis). Los espectros UV-Vis fueron
tomados con el equipo Multiskan™ GO Microplate® (Thermo Fischer Scientific©, Espafa). La
obtencion de los espectros UV-Vis se realizd diluyendo cada muestra de crudo en cloroformo
(CHCIz) a una concentracion de 60 mg/L, debido a que estudios previos reportaron que, a
concentraciones menores de 10 mg/L se generaban bandas imperceptibles, mientras que, a
concentraciones mayores a 100 mg/L se obtenia ruido a lo largo del espectro UV-Vis, provocando
que las bandas no se pudiesen reconocer; asimismo, determinaron que a una concentracién de 60

mg/L de crudo disuelto en cloroformo, se observaba un espectro UV-Vis con bandas facilmente
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visibles y separadas, favoreciendo su posterior andlisis (E. Banda-Cruz et al., 2017; Salas Chia &
Nufiez Méndez, 2020).

Las muestras diluidas fueron puestas en celdas de cuarzo, las cuales fueron medidas en la
region de 200 a 400 nm, rango en donde se detecta la presencia de componentes bencénicos
asociados a las estructuras aromaéticas del crudo, compuestos nafténicos asociados a los
compuestos alquilicos y, compuestos porfirinicos asociados a la presencia de estructuras complejas
u organometalicas de vanadio o niquel (E. Banda-Cruz et al., 2017; Koseoglu et al., 2016). Los

resultados obtenidos mediante espectroscopia UV-Vis se reportan en la Seccién 4.5.1.

3.3.7.5. Analisis SARA. El fraccionamiento SARA fue realizado para el crudo pesado
estudiado, con el fin de conocer la cantidad de compuestos saturados, aromaticos, resinas y
asfaltenos. La separacion de los asfaltenos se realizé de acuerdo con la norma ASTM D6560,
mientras que la separacion de las fracciones de saturados, aromaticos y resinas (SAR) se ejecuto
bajo la norma ASTM D2007.

Los asfaltenos se separaron afadiéndose n-heptano al crudo pesado en una relacion de
volumen entre muestra/disolvente de 1:40 y se puso en reflujo durante 1 hora. Luego de ello, los
asfaltenos se filtraron a través de papel de filtro Whatman No. 42. El n-heptano del filtrado se
recuperd por rotovaporacion, y la fraccion de maltenos obtenida se separd en sus componentes
SAR por elucién con disolventes de diferente polaridad mediante cromatografia en columna, tal
como se visualiza en la Figura 7.

Para la separacion de los maltenos, se emplearon dos columnas cromatograficas apiladas
una sobre otra, las cuales tenian dimensiones de 46 cm de largo y 1,25 cm de didmetro interior por

columna, y se colocaron pequefias cantidades de lana de vidrio en su parte inferior con el fin de
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retener los absorbentes. La columna inferior contenia dos adsorbentes: silice (~20 cm de altura,
parte inferior de la columna) y alimina (~20 cm de altura, parte superior de la columna), mientras

que la columna superior estaba presente el Florisil (~20 cm de altura).

Figura 7.

Esquema del fraccionamiento SARA.

Muestra
n-Heptano
Insolubles
Asfaltenos Maltenos
1. Diclorometano
(Florisil)
. Tolueno/metanol
n-Heptano 2. Diclorometano/ (Florisil)
metanol (Silice +
] AlUmina) |
Saturados Aromaticos Resinas

Nota. Adaptado de “Thermal Cracking and Catalytic Hydrocracking of a Colombian Vacuum
Residue and Its Maltenes and Asphaltenes Fractions in Toluene” (p. 3870), por Ledn et al. (2017),

Energy & Fuels, 31(4).

La fraccion de saturados se eluyd con 150 mL de n-heptano pasados por ambas columnas.
Posteriormente, las columnas se separaron, haciendo que la fraccion de aromaticos se recuperaran
por elucién en cada columna empaquetada por separado. En primer lugar, se utilizaron 10 mL de
diclorometano y 10 mL de la mezcla diclorometano/metanol (70:30 v/v) con el fin de recuperar la

primera fraccion aromatica, la cual fue absorbida por la columna empaquetada con Florisil. A
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continuacion, se recuperé la segunda fraccion aromaética adsorbida por la columna de alimina y
silice con 100 mL de la mezcla diclorometano/metanol (70:30 v/v).

Finalmente, la fraccion de resinas se eluy6 con 100 mL de mezcla tolueno/metanol (70:30
v/v) la cual fue adsorbida por la columna empaquetada con Florisil. Finalmente, las fracciones
individuales de SAR (saturados, aromaticos y resinas) se obtuvieron sin disolventes por medio de
rotovaporacion a 40 °C en el caso de la mezcla diclorometano/metanol y a 110 °C en el caso del
n-heptano y la mezcla tolueno/metanol (Leon et al., 2017). Los resultados obtenidos del analisis

SARA se reportan en la Tabla 12.

3.3.8. Caracterizacion de los reactivos sélidos

3.3.8.1. Espectroscopia infrarroja de reflectancia total atenuada (FTIR-ATR). El
proceso de caracterizacion por espectroscopia infrarroja se llevo a cabo ubicando la muestra en el
equipo Nicolet™ iS50 FTIR Thermo Scientific® (Thermo Fisher Scientific©, EE.UU.) con el
accesorio de muestra para ATR y utilizando el software Thermo Scientific™ OMNIC™ Series®
(Thermo Fisher Scientific©, EE.UU.).

Las muestras de nanoparticulas y surfactantes en estado sélido se encontraban a
temperatura ambiente (25 °C) y se aplicd una radiacion infrarroja en el rango espectral
comprendido entre los 400 y 4.000 cm™y 16 scans, con el fin de identificar y hacer seguimiento
de la presencia de los grupos funcionales caracteristicos en cada uno de los compuestos analizados.
Los resultados obtenidos por espectroscopia FTIR-ATR para los surfactantes analizados se

reportan en la Seccion 4.1.1 y para las nanoparticulas estudiadas se reportan en la Seccién 4.2.1.
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3.3.8.2. Microscopia electrdonica de barrido (SEM) y espectrometria de dispersion de
energia de rayos X (EDS). Las muestras de roca provenientes de la Formacion Mugrosa junto
con las nanoparticulas utilizadas en la investigacion se analizaron mediante microscopia
electrénica de barrido (SEM) y espectrometria de dispersion de energia de rayos X (EDS),
colocando la muestra sélida a temperatura ambiente (25°C) en el equipo FEI Quanta 650 FEG® y
utilizando el software EDX Genesis® (ThermoFisher Scientific©, EE.UU.) en el rango de 1 a 500
pm. Las muestras se colocaron sobre stubs metalicos con cinta adhesiva de carbén y se recubrieron
con carbono en un equipo Quorum 150ES® (Quorum Technologies©, Reino Unido) para obtener
mejores condiciones de imagen.

La técnica de microscopia electronica de barrido (SEM) se utilizd con el objetivo de
verificar el tamafio promedio de las nanoparticulas estudiadas y para caracterizar las muestras de
roca utilizadas en la interaccion roca/fluido, cuyos resultados se reportan en las Secciones 4.2.1y
4.4.1, respectivamente. Por su parte, la técnica de espectrometria de dispersion de energia de rayos

X (EDS) se utilizé para determinar la composicion elemental de las muestras.

3.3.8.3. Difraccion de Rayos X (DRX). La muestra de roca de la Formacion Mugrosa se
analiz6 por medio de la técnica de difraccion de rayos X en polvo (DRX). Para ello, la muestra fue
macerada homogéneamente utilizando mortero y pistilo hasta obtener un tamafio de grano que
pudiese pasar por un tamiz de malla No. 400.

Esta muestra fue puesta en un portamuestra y se dispuso en el difractometro Bruker D8
Advance® (Bruker Corporation©, EE.UU.), donde se analizé en los rangos de medicion 26 entre
3,5° a 70°, con tiempo de muestreo de 0,6 s y radiacién CuK;. El difractograma fue procesado y

analizado utilizando el software DIFFRAC.EVA (Bruker Corporation©, EE.UU.) con la base de
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datos del afio 2022, para asi determinar cualitativamente las fases cristalinas presentes en la

muestra, cuyo resultado se reporta en la Seccion 4.4.1.

3.3.8.4. Determinacion del punto de carga cero (PZC). EI PZC de la roca proveniente de
la Formacion Mugrosa utilizada en la investigacion fue determinada mediante el método de adicion
de sal, en donde se utiliz6 una disolucion acuosa de 0,01 M de cloruro de sodio (NaCl) como
electrolito base. Esta disolucion fue repartida en 14 frascos en serie incrementando los valores de
pH entre 1 a 14, utilizando disoluciones 0,1 M de &cido clorhidrico (HCI) e hidroxido de sodio
(NaOH) como agentes de modificacion de pH. El pH de cada una de estas disoluciones fue medido
empleando un pHmetro Hach senslON 3 Benchtop® (Hach©, EE.UU.). Luego de ello, se
adicionaron 10 mL de cada una de estas disoluciones en tubos de centrifuga debidamente marcados
con el valor de pH obtenido.

Posteriormente, se peso un valor constante de muestra sélida (0,05 g) y fue agregado a cada
uno de los tubos de centrifuga, los cuales fueron dispuestos en un agitador lineal MLW Thys 2®
(MLW®, Alemania) durante 24 horas. Después de esto, los tubos se centrifugaron a 6.000 rpm
por 30 minutos utilizando una centrifuga EBA 21® (Andreas Hettich GmbH y Co.KG®O,
Alemania), con el fin de precipitar la muestra solida y obtenerse el sobrenadante, al cual le fue
medido el pH con el mismo pHmetro utilizado inicialmente.

Finalmente, se graficd el cambio del pH en funcion a los valores de pH inicial y se
identific el PZC en el pH en el cual el cambio del pH fuese cero (Azam etal., 2013), cuyo

resultado se reporta en la Seccion 4.4.1.
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3.3.8.5. Determinacion de la permeabilidad de las muestras de roca. La permeabilidad
de cada plug de roca proveniente de la Formacion Mugrosa se determin6 haciendo uso de un
permeametro Core Pet® (Core Pet©, EE.UU.), teniendo en cuenta la norma APl RP-40:1998,
seccion 6, numeral 6.3.1.1 (American Petroleum Institute, 1998).

Inicialmente, las muestras se mantuvieron a 80°C por 8 horas en una estufa Memmert
UN110® (Memmert GmbH + Co. KG. ©, Alemania) para eliminar la humedad presente en las
rocas. Luego de ello, las muestras fueron pesadas y se les midi6 el diametro y la longitud de cada
una de ellas, para posteriormente ser introducidas en el portamuestras del permeametro, donde se
sometieron a una presion de confinamiento a condiciones de laboratorio (800 psi).

El equipo inyecto el gas nitrégeno (N2) presurizado al plug por el orificio de entrada,
mientras que se media la diferencia de presion y el flujo del gas en el orificio de salida. Finalmente,
la permeabilidad se determind utilizando el software Permeametro perteneciente al Laboratorio de
Analisis Petrofisicos y Dafio a la Formacion de la Universidad Industrial de Santander. Los
resultados obtenidos de las pruebas de permeabilidad de las muestras de roca se reportan en la

Tabla 15.

3.3.8.6. Determinacion de la porosidad de las muestras de roca. La porosidad de cada
plug de roca proveniente de la Formacion Mugrosa se determind haciendo uso de un porosimetro
de Boyle Core Pet® (Core Pet©, EE.UU.), teniendo en cuenta la norma APl RP-40:1998, seccién
5, numeral 5.3.2.1.1 (American Petroleum Institute, 1998).

Para ello, la muestra a analizar se mont6 en la celda Matrix cup conectada a otra celda con
helio a presion constante de 80 psi, y se adicionaron discos de volumen conocido para compensar

el espacio vacio generado por la muestra. Luego, se abri6 la valvula para dejar ingresar el gas a la
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celda y asi poder ocupar los espacios vacios del plug, generando una caida gradual de la presion
del sistema hasta que se alcanzé el equilibrio entre las dos celdas, punto en el cual se hallo el
volumen de los granos haciendo uso de las presiones iniciales y finales mostradas en el porosimetro
y, por ultimo, se determind la porosidad calculando la diferencia entre este volumen y el volumen
tedrico del plug. Los resultados obtenidos de las pruebas de porosidad de las muestras de roca se

reportan en la Tabla 15.

4. Resultados y analisis

4.1. Eleccion del surfactante

Inicialmente, los surfactantes SDS, SDBS y Surf-A se caracterizaron con el fin de conocer
su composicion y propiedades quimicas. A continuacion, se muestran algunas de las pruebas
realizadas como la caracterizacion por FTIR y RMN, determinacion de la concentracion micelar
critica y salinidad adecuada. Por ultimo, se realizaron las mediciones de la tension interfacial con

el fin de elegir el surfactante mas adecuado para las pruebas experimentales con las nanoparticulas.

4.1.1. Caracterizacion de los surfactantes por FTIR

La espectroscopia infrarroja es una técnica que representa la cantidad de energia absorbida
por los grupos funcionales de las moléculas de las muestras analizadas, con el fin de convertirse
en vibraciones moleculares, las cuales se clasifican como estiramientos (stretching) o flexiones
(bending). Los estiramientos resultan de modificar las distancias de enlace entre dos atomos, ya
sea de manera simétrica (vs) 0 asimétrica (vas), mientras que las flexiones modifican el &ngulo entre
dos enlaces, subclasificAndose en tijereteo (scissoring, d), balanceo (rocking, p), aleteo (wagging,

®) Yy torsion (twisting, t). Los distintos tipos de vibraciones se absorben en diferentes frecuencias
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a lo largo de la region infrarroja (4.000 — 400 cm™), dando lugar a espectros Unicos para las
diferentes especies moleculares (Tyner & Francis, 2017).

Los surfactantes son compuestos orgénicos que absorben en el rango del infrarrojo vy, por
ende, pueden ser caracterizados a través de esta técnica. En la Figura 8 se muestran los espectros
FTIR-ATR de los surfactantes analizados, en donde se tienen dos importantes regiones espectrales
equivalentes a la cola hidrofdbica (3.000 - 2.800 cm™) y la cabeza hidrofilica (1.250 - 950 cm'?).
Asimismo, en la Tabla 5 se visualizan las bandas pertenecientes a los estiramientos y flexiones de
los diferentes grupos funcionales presentes en los surfactantes estudiados.

Inicialmente, en la region de 4.000 — 3.000 cm™ se observa la presencia de una banda ancha
en el espectro infrarrojo del Surf-A, lo cual puede asociarse a la presencia de grupos hidroxilo
dentro de su estructura quimica. Asimismo, en los surfactantes SDS y SDBS también se contempla
una banda suave en el mismo rango, pero se relaciona con la presencia de humedad en ellos.
Continuando en la region de 3.000 - 2.800 cm™, todos los espectros muestran las bandas
pertenecientes a los estiramientos simétricos y asimétricos de los enlaces —CHz y —CH.— de la cola
hidrocarbonada en las estructuras de los surfactantes. Por otro lado, los espectros también poseen
una banda alrededor de los 1.460 cm™ debido a una flexion de —CH,—, mientras que posee otra
banda a los 1.378 cm™ que coincide a una deformacion de —CHs.

En el caso del surfactante SDS, se muestra la presencia de diferentes bandas entre 1.250 a
950 cm™, correspondientes al estiramiento simétrico y asimétrico del grupo sulfato (-OSOs). En
cambio, en los espectros de los surfactantes SDBS y Surf-A, se observa una banda hacia valores
de 1.600 cm™ caracteristicos de compuestos aromaticos, ya que en dicha region se presenta el
estiramiento del anillo fenilo, asi como la presencia de diferentes bandas hacia 900 y 700 cm™,

correspondientes a flexiones aromaticas fuera del plano.
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Figura 8.

Espectros infrarrojo de los surfactantes estudiados.
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Tabla 5.

72

Asignacién de grupos funcionales presentes en los surfactantes mediante espectroscopia

infrarroja.
) Namero de . .
Intensidad Simbolo Descripcion
onda (cm™)
1 3.550 a 3.200 v (OH) Estiramiento del grupo OH
2 ~2.960 vas (CH3) Estiramiento asimétrico del CH3
3 ~2.930 vas (CH2) Estiramiento asimétrico del CH>
4 ~ 2.850 vs (CH2) & vs (CH3)  Estiramiento simétrico del CH2 y CHs
5 1.600 v (-Ph) Estiramiento del anillo fenilo
6 1.460 d (CHy) Flexién del CH;
7 1.435 Vas (SO3) Estiramiento asimétrico del SO3
8 1.378 d (CHg) Flexién del CH3
9 1.360a1.176 vs (§=0) Estiramiento simétrico del S=O
10 1.260 a 1.000 v (C-0) Estiramiento del C-O
11 1.250 a 950 v (SO4) Estiramiento del SO4
12 1.040 a 1.010 Vs (SO3) Estiramiento simétrico del SO3
Flexion aromaética fuera del plano
13 870 doop (:C'H) (lH)
=C—H (1H)
» 812 doop (FC-H) (2H 0 Flexién aromaética fuera del plano
3H) =C—H (2H or 3H)
Flexion aromaética fuera del plano
15 747 doop (:C'H) (4H)

=C—H (4H)
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Adicionalmente, se muestran las bandas de estiramiento para sulfonatos (-SO3) alrededor
de 1.360 a 1.176 y 1.040 a 1.010 cm™ correspondientes a S=0 y S-O, respectivamente, dando a
entender asi que el surfactante Surf-A también posee grupos sulfonatos en su estructura quimica,

siendo un surfactante de tipo anionico (Gao & Chorover, 2010; Ni et al., 2018, 2021).

4.1.2. Caracterizacion de los surfactantes por RMN

La espectroscopia de Resonancia Magnética Nuclear es una técnica utilizada para
investigar las interacciones, agregacion y micelizacién de los surfactantes, a partir del analisis de
sus caracteristicas espectrales como las posiciones de las sefiales de resonancia en la escala de
frecuencias de RMN o desplazamientos quimicos, los cuales a su vez dependen de la estructura y
el ambiente de los grupos quimicos como la polaridad del disolvente y la asociacion de moléculas
(Idiyatullin et al., 2013).

El tetrametilsilano (TMS) se empled como compuesto de referencia interna para RMN-H
debido a que posee una linea de resonancia fuerte y nitida de sus 12 protones, con un
desplazamiento quimico a baja frecuencia de resonancia con respecto a casi todas las demas
resonancias de 1H, por lo que el TMS no suele interferir con otras resonancias (Becker, 2000).

En la Figura 9 se muestra el espectro RMN del surfactante SDS, en donde se tiene la
presencia de cinco picos en el espectro RMN equivalentes a los desplazamientos quimicos de los
protones presentes en su estructura quimica. Estos desplazamientos son afectados por la
proximidad hacia los 4&tomos electronegativos (O, N, haldgeno) incrementando su valor dH en
ppm, es decir, entre mas cercano esté el protdn al &tomo electronegativo, su corrimiento serd mas

hacia la izquierda (Soderberg, 2019).
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Figura 9.

Espectro RMN-!H del dodecilsulfato de sodio (SDS).
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Lo anterior se observa en la Tabla 6, en donde se asignaron las bandas a los diferentes
protones provenientes del SDS, confirmandose que los protones mas cercanos al oxigeno del grupo
sulfato (-SO4) estaban a valores 6H mas altos, y a medida que se iban alejando a dicho grupo, sus
valores 0H se acercaban a cero.

Por otro lado, en la Figura 10 se muestra el espectro RMN del surfactante SDBS, en el cual
se tiene nuevamente la presencia de cinco picos en el espectro RMN equivalentes a los
desplazamientos quimicos de los protones presentes en su estructura quimica. En este caso, los
desplazamientos se deben a la proximidad hacia grupos insaturados (C=C, C=0, aromaticos),
quienes desplazan el nticleo afectado hacia valores OH maés altos si éste se encuentra en el plano
de la insaturacion, pero se produce un desplazamiento inverso si el nlcleo afectado se encuentra

en las regiones situadas por encima y por debajo de este plano (Soderberg, 2019).
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Tabla 6.

Asignacion de protones presentes en el surfactante SDS mediante espectroscopia RMN-1H.

Item oH (ppm) Simbolo Cantidad de protones
0
Na® \S/O
o\ o«
0—CH,
\ _—
\
H,C—CH,
H,C—CH,
H,C—CH,
H2C—C<12
CH,

TMS -0,019 dH (TMS) -
H1 4,020 0H (0-CH2) 2H
H2 1,665 0H (B-CH2) 2H
H3 1,339 0H (y-CH2) 2H

H4-H11 1,298 0H (CH>) 16H

H12 0,875 0H (CHas) 3H

Lo anterior se observa en la Tabla 7, en donde se asignaron las bandas a los diferentes
protones provenientes del SDBS, confirmandose que los protones que hacen parte del grupo fenilo
estaban a valores 6H mas altos, incluso los protones del grupo fenilo que estaban mas cerca al
azufre del grupo sulfonato (-SO3") estaban a valores 6H aun mas altos, y a medida que se iban

alejando al anillo bencénico, sus valores 6H se acercaban a cero.
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Figura 10.
Espectro RMN-!H del dodecilbencensulfonato de sodio (SDBS).
H4-H11
- - (0]
100 N O\S Y
] Y, H2
© H4 - H11
< 801 H12
N H1
= H2 H3
< 60
2 H1
& H2 H12
£ 407 H3 T™S
20
0 ' | J | L )
12 10 8 6 0
oH (ppm)

76

En la Figura 11 se muestra el espectro RMN del surfactante Surf-A, en donde se encontrd

que éste posee una estructura con minimo un anillo aromatico, ya que tiene dos picos en 6H

aproximado de 7,69 y 6,95 ppm asociados a los hidrégenos aromaticos, tal como aparece en el

espectro RMN del SDBS. Este desdoblamiento se debe a la unidn entre el anillo bencénico con la

posible cabeza hidrofilica del surfactante que, probablemente también sea un grupo sulfonato (-

SOx3Y), pero se hace necesario un andlisis elemental para corroborar la presencia de dicho grupo.

De igual manera, dicho anillo aromatico se encuentra unido a una cadena alifatica, gracias

a la aparicion del pico en aproximadamente 2,4 ppm, asociado a los hidrogenos del CH2 unido al

sistema aromatico en posicion o. Asi como la presencia de una serie de picos entre 0,5 a 2,0 ppm,

equivalentes a los hidrogenos del CH o CH: unido en la posicion B, y y mas lejos al sistema

aromatico y del hidrogeno de tipo CHs (Molina V et al., 2010; Soderberg, 2019).
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Tabla 7.

Asignacion de protones presentes en el surfactante SDBS mediante espectroscopia RMN-1H.

Item oH (ppm) Simbolo Cantidad de protones
(0]
Na® \S %O
O% \ o
c—CH
s
N
N —CH,
H}C’—‘CHz
H,C—CH,
H,C—CH,
H,C—CH,
H,C—CHj;
TMS -0,019 SdH (TMS) -

SH (0-CH); anillo del
H1 7,685 2H
fenilo, ortho al sulfonato

dH (m-CH); anillo del
H2 7,055 _ 2H
fenilo, meta al sulfonato

H3 2,373 SH (a-CH) 2H
H4-H11 1,298 SH (CHa) 20H
H12 0,875 SH (CHs) 3H

Finalmente, el pico en 3,85 ppm indica la presencia de hidrégenos provenientes de grupos
hidroxilo (-OH) y de carbonos de tipo CH y CH> unidos a estos grupos, indicando asi que este
surfactante, ademas de ser un compuesto aromatico y posiblemente i6nico, es un compuesto
alcohdlico (R-OH) que puede solubilizarse mejor en agua, debido a los enlaces de hidrogeno que

podrian realizarse entre ellos (Asahi Research Center Co. & Shin-ichi Sasaki, 1987; Becker, 2000).
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Figura 11.
Espectro RMN-!H del surfactante comercial Surf-A.
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4.1.3.

Determinacion de la concentracion micelar critica (CMC) de los surfactantes

La concentracion micelar critica (CMC) es un intervalo de concentracion en donde se

permite analizar la autoagregacion de moléculas anfifilicas en disolucién, mostrando un cambio

brusco en diferentes propiedades fisicas como conductividad eléctrica, tension superficial, presion

osmotica, densidad, dispersion de la luz o indice de refraccién. En el caso de los tensioactivos

iGnicos, una de las propiedades fisicas mas utilizadas es la conductividad eléctrica, puesto que el

surfactante al momento de disociarse posee carga eléctrica que permite conducir la electricidad y

a su vez, al incrementar la concentracion de surfactante, también se aumenta la conductividad de

la disolucién (Garcia-Mateos et al., 1990; Nesmérak & Némcova, 2006).

En la Figura 12 se visualiza la determinacion de la CMC del surfactante SDS a 25 °C, en

donde se encontré un cambio en la pendiente al graficar la concentracion del surfactante en funcion
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de la conductividad hacia los 2.486 mg/L, siendo éste el valor promedio experimental de la CMC

de dicho surfactante.

Figura 12.

Conductividad en funcién de la concentracion de dodecilsulfato de sodio (SDS).
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Nota. El grafico muestra que las barras de error fueron ampliadas x20 para una mejor visualizacion.

En la Tabla 8 se observa el cambio de unidades de la CMC del surfactante SDS teniendo
en cuenta la ficha de datos de seguridad de dicho compuesto quimico, dando un valor promedio
aproximado de 8,62 mM. De acuerdo con la literatura, la CMC de este surfactante esta en el rango
de 7,3 a 9,5 mM dependiendo en el método de determinacion y en la pureza del reactivo utilizado,
lo cual concuerda con lo obtenido experimentalmente (Elarbi et al., 2020; Idiyatullin et al., 2013;

S. S. Shah & Khan, 2008).
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Tabla 8.

Concentracion micelar critica del dodecilsulfato de sodio (SDS).

CMC (mg/L) Peso molecular (g/mol) CMC (mmol/L)

2.486 288,38* 8,62

Nota. El valor de peso molecular del SDS fue tomado de “Ficha de datos de seguridad —

Dodecilsulfato de sodio” (p. 3), por Sigma-Aldrich (2022).

Por otro lado, se hallé la CMC del surfactante SDBS a 25 °C, cuya grafica mostrada en la
Figura 13 se notd un leve cambio en la pendiente hacia los 830 mg/L, siendo éste el valor promedio

experimental de la CMC de dicho surfactante.

Figura 13.

Conductividad en funcion de la concentracion de dodecilbencensulfonato de sodio (SDBS).
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Nota. El grafico muestra que las barras de error fueron ampliadas x20 para una mejor visualizacion.
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De igual manera, en la Tabla 9 se observa el cambio de unidades de la CMC del SDBS con
base en la ficha de datos de seguridad de este reactivo, dando un valor promedio aproximado de
2,38 mM. De acuerdo con diferentes autores, la CMC de este surfactante se encuentra en el rango
de 2,1 a 3,3 mM, lo cual varia segn el método y la temperatura de determinacion, asi como del
tipo y pureza del reactivo utilizado, concordando a lo obtenido experimentalmente (Bi et al., 1999;

Hait et al., 2003; K. Yang et al., 2006).

Tabla 9.

Concentracion micelar critica del dodecilbencensulfonato de sodio (SDBS).

CMC (mg/L) Peso molecular (g/mol) CMC (mmol/L)

830 348,48* 2,38

Nota. El valor de peso molecular del SDBS fue tomado de “Ficha de datos de seguridad —

Dodecilbencensulfonato de sodio” (p. 2), por Sigma-Aldrich (2021).

Finalmente, se determind la CMC del surfactante Surf-A a 25 °C cuyo valor fue de 2.617
mg/L, tal como se muestra en la Figura 14, siendo éste el valor promedio experimental de la CMC
de este surfactante comercial. Asimismo, con dicha prueba se comprobd que este surfactante es de
tipo ionico, ya que al disociarse se separan en iones positivos y negativos, los cuales son capaces
de moverse en la disolucion, permitiendo transportar cargas eléctricas y asi, ser buenos

conductores de la electricidad.



RECOBRO MEJORADO CON SURFACTANTES Y NANOPARTICULAS 82

Figura 14.

Conductividad en funcion de la concentracién del surfactante comercial (Surf-A).
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Nota. El grafico muestra que las barras de error fueron ampliadas x20 para una mejor visualizacion.

4.1.4. Determinacion de la salinidad adecuada de los surfactantes

La salinidad es uno de los factores que tiene mayor influencia en la adsorcion de los
surfactantes en las superficies de las rocas, en especial, los surfactantes idnicos, puesto que reduce
las fuerzas de repulsion existentes entre ellos. De igual manera, la gran mayoria de estos
tensioactivos son afectados por la presencia de agua con alta salinidad, ya que se puede precipitar
como consecuencia de la interaccion entre iones monovalentes y divalentes provenientes de las
sales con el surfactante aplicado (Belhaj et al., 2020). Por estos motivos, se hace necesario disefiar
formulaciones de surfactantes resistentes a la salinidad y la dureza, por lo que se analiz6 el efecto
que tenia el cloruro de sodio (NaCl), una de las sales con mayor concentracion en los diferentes

campos petroleros colombianos, en los diferentes surfactantes estudiados.
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Para ello, se determin0 el cambio en la conductividad de las diferentes disoluciones de
NaCl antes y después de adicionarle el surfactante a una concentracion de 3.000 mg/L, la cual es
superior a la CMC de todos los surfactantes estudiados en la Seccion 4.1.3, tal como suele ocurrir
en las pruebas de detergencia y en los procesos de recuperacion mejorada de petroleo,
encontrandose que al haber presencia de precipitado, también decrecia la conductividad en la
disolucion tensoactiva en comparacion con la disolucion de NaCl pura.

En la Figura 15 se muestra un diagrama esquematico de este sistema, donde el tensioactivo
idnico esta presente en tres entornos, ya sea como monomero, es decir, moléculas no asociadas
entre si; incorporado en micelas y, finalmente, como precipitado. Del mismo modo, el contraion
aparece como especie no asociada; unido a la superficie de la micela, y como precipitado afiadido

(Stellner & Scamehorn, 1986).

Figura 15.

Diagrama esquematico del sistema surfactante ionico/electrolito.
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Nota. El grafico muestra el equilibrio al adicionar una sal monovalente en una disolucion de
surfactante i6nico. Adaptado de “Surfactant Precipitation in Aqueous Solutions Containing
Mixtures of Anionic and Nonionic Surfactants” (p. 567), por Stellner & Scamehorn (1986),

JAOCS, 63(4).
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No obstante, al incrementar la concentracion de NaCl genera un desplazamiento en el
equilibrio de solubilidad, es decir, hay una mayor presencia de surfactante en forma de precipitado,
el cual es una sal formada por la neutralizacion de la carga del tensioactivo i6nico con el contraion
aportado por el electrolito.

En el caso del surfactante SDS, la salinidad a la que se comenz6 a observar la presencia de
precipitado fue a los 40.000 mg/L, tal como se visualiza en la Figura 16, lo cual también conllevé
a una reduccion en la conductividad de la disolucion, evidencidndose en los valores negativos de
la grafica de cambio en la conductividad, cuya tendencia continu6 hasta la maxima concentracién

de NaCl estudiada.

Figura 16.
Efecto de la concentracién de cloruro de sodio (NaCl) en la conductividad del dodecilsulfato de

sodio (SDS).
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Nota. EI grafico muestra el cambio en la conductividad de una disolucion de SDS a 3.000 mg/L

con diferentes concentraciones de NaCl, asi como la presencia de precipitado al adicionarse

concentraciones superiores a 40.000 mg/L de NaCl.
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Cabe destacar que esta grafica fue obtenida mediante la diferencia entre los valores de
conductividad de las diferentes disoluciones de NaCl antes y después de adicionarle el surfactante,
y cuyas mediciones fueron realizadas por triplicado, con el fin de poder obtener un valor promedio
con su desviacion estandar.

Este precipitado formado tiene su explicacién en el principio de Le Chatelier, en el cual al
incrementarse la cantidad de iones sodio, producto de la adicion de la sal NaCl, se favorece el
sentido inverso de la reaccion mostrada en la Ecuacion (9), generando que nuevamente aparezca

el surfactante en forma solida.

SDS(5) = [DS]ge) + Na{ac) (9)

Por otro lado, el surfactante SDBS comenz0 a precipitarse cuando la salinidad fue de
20.000 mg/L como se visualiza en la Figura 17, donde también se redujo la conductividad de la
disolucion hasta la maxima concentracion de NaCl estudiada, tal como se muestra en los valores
negativos de la grafica de cambio en la conductividad. Estas mediciones fueron realizadas por
triplicado, con el fin de poder obtener un valor promedio con su debida desviacion estandar.

Este precipitado también tiene su explicacion en el principio de Le Chatelier, donde se
favorece el sentido inverso de la reaccion mostrada en la Ecuacion (10), generando que el

surfactante SDBS se obtenga nuevamente en forma sélida.

SDBS(5) = [DBS] (4 + Na{ac) (10)
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Figura 17.
Efecto de la concentracion de cloruro de sodio (NaCl) en la conductividad del

dodecilbencensulfonato de sodio (SDBS).
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Nota. EI grafico muestra el cambio en la conductividad de una disolucién de SDBS a 3.000 mg/L
con diferentes concentraciones de NaCl, asi como la presencia de precipitado al adicionarse

concentraciones superiores a 20.000 mg/L de NaCl.

Por ultimo, el surfactante comercial Surf-A también se empez0 a precipitar al tenerse una
salinidad de 20.000 mg/L como se visualiza en la Figura 18, donde también se redujo la
conductividad de la disolucién hasta la maxima concentracion de NaCl estudiada. Esto se ilustra
nuevamente en los valores negativos de la grafica de cambio en la conductividad, cuyas
mediciones fueron realizadas por triplicado, con el fin de poder obtener un valor promedio con su

respectiva desviacion estandar.
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Figura 18.
Efecto de la concentracién de cloruro de sodio (NaCl) en la conductividad del surfactante

comercial (Surf-A).
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Nota. El grafico representa el cambio en la conductividad de una disolucion de Surf-A a 3.000

mg/L con diferentes concentraciones de NaCl, asi como la presencia de precipitado al adicionarse

concentraciones superiores a 20.000 mg/L de NaCl.

Al igual de los dos anteriores, el precipitado se explica por el principio de Le Chatelier, el
cual se favorece el sentido inverso de la reaccion mostrada en la Ecuacion (11) al haber presencia
de altas concentraciones de sal, generando gue el surfactante Surf-A se precipite.

Surf — A(s) = [Surf - A] (_ac) + Na-(i-ac) (11)

Finalmente, se escogio la concentracion de NaCl de 15.000 mg/L como la salinidad

adecuada, debido a que ninguno de los tres surfactantes se precipitd en dicho rango de salinidad.



RECOBRO MEJORADO CON SURFACTANTES Y NANOPARTICULAS 88

4.1.5. Medicion de la tension interfacial de los surfactantes

Los surfactantes son conocidos por ser aditivos reductores de la tension interfacial (IFT)
entre el crudo y el agua durante el proceso de recuperacion mejorada de petréleo (EOR). Por ello,
es necesario estudiar este fendbmeno para los diferentes surfactantes estudiados y asi, poder elegir
el mas adecuado para continuar con la interaccion surfactante/NPs.

En la Figura 19 se visualiza el estudio de los surfactantes en la reduccion de la tension
interfacial crudo/agua, cuyas mediciones se realizaron por triplicado, con el fin de obtener un valor
promedio con su debida desviacion estandar. Las disoluciones de tensoactivos fueron formuladas
con 15.000 mg/L de NacCl, con el fin de tener el efecto de la salinidad del yacimiento y a su vez,
todas las mediciones fueron realizadas a temperatura del yacimiento (60°C) para garantizar un
mejor rendimiento en el proceso EOR.

Asimismo, la concentracion de cada uno de los surfactantes se mantuvo a 3.000 mg/L, es
decir, mayor a su concentracion micelar critica, con el objetivo de asegurar el equilibrio dindmico
interfacial con los valores mas bajos de tension interfacial y a su vez, asumiendo la posible pérdida
de surfactante debido a los fendmenos de adsorcion en la superficie de la roca (Franco et al., 2020).

En el caso del surfactante SDS no pudo ser realizada dicha prueba en el tensiometro de
gota giratoria, ya que no se elongo la gota de crudo a pesar de llegar a los parametros extremos de
rotacion del motor (10.000 rpm), dando a entender que este surfactante tiene una tension interfacial
mayor a 1 mN/m, siendo descartado como surfactante de estudio. Por otro lado, los surfactantes
SDBS y Surf-A mostraron una reduccion en la tension interfacial, siendo este Gltimo el que tuvo
un mayor efecto en dicha reduccién, llegando a un valor de 0,5074 mN/m después de una hora de

prueba en comparacién con el surfactante SDBS, cuyo valor fue de 0,9988 mN/m a la hora de
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prueba, comprendiéndose asi que el surfactante Surf-A fue el escogido para las pruebas de

interaccion surfactante/NPs.

Figura 19.

Disminucion de la tension interfacial en funcién del tiempo para los surfactantes estudiados.
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Nota. Para las mediciones de tension interfacial crudo/agua se utilizo el crudo pesado de 16 °API
y los diferentes surfactantes estudiados a 3.000 mg/L y con salinidad de 15.000 mg/L de NaCl a

una temperatura de 60 °C.

4.2.Pruebas de estabilidad y compatibilidad entre la mezcla surfactante/NPs

4.2.1. Caracterizacién de las nanoparticulas
En la actualidad, las nanoparticulas de 6xidos inorganicos estan siendo estudiadas por sus
propiedades fisicas y quimicas, que permiten generar numerosas interacciones entre diferentes

fases dentro del yacimiento, como la reduccion de la tension interfacial crudo/agua, el cambio de
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la mojabilidad de la roca y la generacion de emulsiones in-situ, favoreciendo la recuperacion de
petréleo (Foroozesh & Kumar, 2020).

Por tal motivo, se escogieron las nanoparticulas de éxido de silicio o silice (SiO2) y de
6xido de aluminio o alimina (Al.O3) como las nanoparticulas de estudio en la presente
investigacién y para ello, se caracterizaron mediante espectroscopia infrarroja (FTIR) vy
microscopia electronica de barrido con espectrometria de dispersién de energia de rayos X (SEM-
EDS).

La espectroscopia infrarroja es una herramienta de gran interés, la cual permite estudiar las
propiedades estructurales y opticas de los materiales, sin importar su caracter cristalino o0 amorfo
(Ocaria et al., 1989). En este caso se analizaron las nanoparticulas de SiO2 y de Al>Os3, las cuales
son amorfas, pero absorben en el rango del infrarrojo permitiendo ser caracterizados a través de
esta técnica. En la Figura 20 se muestran los espectros FTIR-ATR de las nanoparticulas estudiadas
y en la Tabla 10 se visualizan las bandas pertenecientes a los estiramientos y flexiones de los
diferentes grupos funcionales presentes en los espectros.

Inicialmente, en la region de 3.550 — 3.000 cm™ se observa la presencia de una banda ancha
en el espectro infrarrojo de ambas nanoparticulas asociada a grupos hidroxilo provenientes del
agua superficial y adsorbida, ya que estas nanoparticulas son muy higroscépicas por naturaleza, lo
cual también se confirma con una pequefia banda hacia los 1.635 cm™ atribuida a la flexion de los
grupos hidroxilo (Dubey et al., 2015; Nila & Radha, 2018).

En el caso de las nanoparticulas de SiO2, se observan cuatro bandas caracteristicas a 1.069
y 950 cm™, correspondientes a estiramientos del enlace Si-O, y a 796 y 458 cm™, asociadas a las
flexiones de los enlaces Si-O. Las posiciones y el tamafio de las bandas vibracionales ubicadas a

1.065 y 458 cm™ muestran una estructura estequiométrica de dioxido de silicio, la cual se le
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atribuye a una gran contribucion de los iones oxigeno, mientras que las bandas presentes a 950 y
796 cm son asociadas a la contribucion de los iones silicio en el enlace, por lo que se mantienen

casi constantes entre muestras (Dubey et al., 2015; Ocafa et al., 1989).

Figura 20.

Espectros infrarrojo de las nanoparticulas estudiadas.
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Por otra parte, en el espectro infrarrojo de las nanoparticulas de Al,Os se observa la
aparicion de una banda de absorcion ancha y suave sin ninguna estructura fina en el rango de 500-

900 cm?, atribuida a las vibraciones de estiramiento del enlace Al-O. Asimismo, también se
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relaciona a la distribucion desordenada de las vacancias y a la distribucion continua de la longitud

de enlace en un material amorfo (Shek et al., 1997; Z. Wang et al., 2016).

Tabla 10.
Asignacion de grupos funcionales presentes en las nanoparticulas de SiO2 y Al,Os mediante

espectroscopia infrarroja.

Intensidad Nimero de Simbolo Descripcion
onda (cm™)
1 3.550 a 3.200 v (O-H) Estiramiento del grupo OH
2 1.635 3 (O-H) Flexion del grupo OH
3 1.069 v (Si-O-Si) Estiramiento del Si-O-Si
4 950 v (Si-O-H) Estiramiento del Si-OH
5 796 o (Si-0) Flexion del Si-O
6 458 doop (SI-0) Flexion fuera del plano del Si-O
7 752 v (Al-O-Al) Estiramiento del Al-O-Al
8 512 v (Al-O) Estiramiento del Al-O

Adicionalmente, las nanoparticulas también se caracterizaron por microscopia electronica
de barrido con espectrometria de dispersion de energia de rayos X (SEM-EDS). Esta técnica es
excelente para la caracterizacion del tamafio y la forma de las nanoparticulas, debido a que la
preparacion de la muestra y la obtenciéon de las imagenes son rapidas y sencillas. La sefial
responsable de la generacion de una imagen SEM proviene de los electrones secundarios (SE) y/o
electrones retrodispersados (BSE) producidos cuando la muestra se bombardea por el haz de

electrones primarios (PE), donde los primeros producen micrografias con alta resolucion
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empleadas para determinar la morfologia de la superficie, mientras que los segundos revelan un
contraste composicional superior, el cual es utilizado por la espectrometria de dispersion de
energia de rayos X (EDS) (Vladar & Hodoroaba, 2020).

En la Figura 21 se muestran las imagenes SEM de las nanoparticulas de SiO> a diferentes
magnificaciones (1.600x, 6.000x y 50.000x), encontrandose la aparicion de aglomerados en forma
de hojuela con tamafios promedio de 10 um, debido a que la humedad del ambiente genera que las

nanoparticulas se unan entre si formado estas estructuras acumuladas.

Figura 21.

Micrografias SEM y espectro EDS de nanoparticulas de 6xido de silicio (SiOy).
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Por otro lado, el analisis EDS confirma la presencia de silicio (Si) y oxigeno (O) en la
muestra, siendo indicativo de 6xido de silicio (SiO2). De igual manera, también aparece carbono
(C), el cual se debe a la cinta adhesiva de carbon y su posterior recubrimiento con carbono para
mejorar la calidad de la imagen y, por ultimo, se observan trazas de sodio (Na) y azufre (S)
provenientes del proceso de sintesis de las nanoparticulas (Huseynov et al., 2016).

Finalmente, en la Figura 22 se visualizan las imagenes SEM de las nanoparticulas de Al,O3
a diferentes magnificaciones (1.600x, 6.000x y 50.000x), donde se observa también aglomerados

en forma de hojuela, pero con tamafios promedio de 20 pm.

Figura 22.

Micrografias SEM y espectro EDS de nanoparticulas de 6xido de aluminio (Al20s).
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En el andlisis EDS se determind la presencia de aluminio (Al) y oxigeno (O) en la muestra,
asi como de carbono (C), el cual es utilizado como recubrimiento, y de trazas de sodio (Na), fésforo

(P) y azufre (S) provenientes del proceso de sintesis de las nanoparticulas (Z. Wang et al., 2016).

4.2.2. Pruebas de estabilidad de los nanofluidos

La estabilidad de los nanofluidos se estudié mediante el ensayo de pruebas de botella, tal
como se visualiza en la Figura 23. Estas pruebas se realizaron con nanofluidos a diferentes
concentraciones de SiO2 y Al>Oz (50, 100, 150, 200, 400 y 800 mg/L) en presencia de 15.000 mg/L
de NaCl y 3.000 mg/L de Surf-A, las cuales se dispusieron en frascos transparentes para analizar
su estabilidad de dispersion a 60 °C durante cinco dias.

La Figura 23 presenta la observacion visual de los nanofluidos a diferentes concentraciones
de nanoparticulas durante el dia O y el dia 5, en donde se muestra que hubo presencia de minima
cantidad de sedimento hasta 150 mg/L en el caso de las nanoparticulas de SiO; y hasta 100 mg/L
en las nanoparticulas de Al.O3. Sin embargo, después de estas concentraciones de nanoparticulas
se observo una sedimentacion considerable, 1o que permitio reducir la cantidad de nanofluidos
para ser estudiados con técnicas méas avanzadas.

Para comprender mejor la estabilidad de los nanofluidos escogidos previamente, se analizé
la dispersién de las nanoparticulas mediante la técnica de Turbiscan, la cual permite estudiar
cualitativamente el comportamiento de agregacion y sedimentacion de las nanoparticulas en un
nanofluido mediante la observacion de los fendbmenos de desestabilizacion reversibles (cremado y
sedimentacion debido a la fluctuacion en el tamafio de particula y volumen) e irreversibles
(coalescenciay floculacion ante la variacion del tamarfio de particula) sin la necesidad de diluciones

(Campos et al., 2019; Joshi et al., 2022).
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Figura 23.

Pruebas de botella de los nanofluidos estudiados.
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Nota. La imagen muestra los nanofluidos a distintas concentraciones de nanoparticulas de SiO, y

de Al203 a 60 °C durante el dia 1 y el dia 5.

Esta estabilidad se mide mediante el indice adimensional de barrido de turbidez (TSI), cuyo
valor esta asociado a diferentes estados de estabilidad, los cuales se muestran en la Tabla 11, donde
entre mas pequefio sea el valor de TSI, mayor es la estabilidad de la muestra (Hutin & Carvalho,
2022).

En la Figura 24 se expone la estabilidad de los nanofluidos estudiados durante las 12
primeras horas, en donde los valores de TSI se dividieron en dos zonas, identificadas como la zona
verde clara para indicar que el nanofluido se considera como estable (TSI < 10) y la zona naranja

clara para las muestras inestables (TSI > 10).
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Tabla 11.

Escala de estabilidad del TSI.

TSI Estabilidad

<1 Alta
1-3 Intermedia
3-10 Baja

> 10 Separacion

Nota. Esta tabla fue adaptada de “Effect of contamination from direct sonication on
characterization of nanofluid stability” (p. 3), por Hutin & Carvalho (2022), Powder Technology,

399, (117157).

Los valores de TSI de las muestras se calcularon a partir de los resultados del barrido por
transmision, cuyas graficas incrementales se muestran en el Apéndice A, donde el eje longitudinal
izquierdo de cada grafica es el diferencial de la intensidad de luz transmitida, el eje longitudinal
derecho es el tiempo de prueba (12 horas) y el eje horizontal es la altura de la muestra.

Como se muestran en las graficas del barrido por incremento de transmision (AT) de los
nanofluidos de SiO2 y de Al>Os (Véase Apéndice A), para ambos casos la intensidad de la luz
transmitida en la parte inferior de las muestras empezd a decrecer a medida que aumentaba el
tiempo de medicion, mientras que la intensidad de la luz transmitida en las partes media y superior

de las muestras incrementaba con el tiempo.
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Figura 24.

Estabilidad de los nanofluidos estudiados en funcién del tiempo.
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Esto puede ser explicado mediante la Ecuacion (12), donde T es la intensidad de luz
transmitida, To es la intensidad de luz transmitida de la fase continua, r; es el radio de la muestra,
¢ es la concentracion volumétrica de las particulas, d es el diametro medio de las particulas y Qs
es el factor de eficiencia, demostrandose que la intensidad de la luz transmitida es inversamente
proporcional a la concentracién volumétrica de particulas y a su vez, es proporcional al tamafio

promedio de las particulas dispersas (H. Yang et al., 2017).
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3¢Qs7;
T(q), d, ri) = Toe_ d (12)

Lo anterior indica que al incrementar el tamafio de las nanoparticulas gradualmente a causa
de los fendmenos de floculacion y coagulacién que ocurren dentro de la muestra, la intensidad de
la luz transmitida y su diferencial también aumentan. Asimismo, se observa que, en el fondo de
las muestras, la intensidad de la luz transmitida y su diferencial decrecian, debido a que la
concentracion volumétrica de las nanoparticulas incrementd, lo cual se observa en la
sedimentacion de las nanoparticulas en la parte inferior de la muestra (Choi et al., 2019; S. Liet al.,
2020).

Por otro lado, continuando con la Figura 24, se observa que las nanoparticulas de SiO;
tuvieron valores de TSI inferiores a 15 después de 12 horas de prueba, mientras que las
nanoparticulas de Al.Oz mostraron valores de TSI inferiores a 36 a la misma hora de medicion.
Esto da a entender que las nanoparticulas de SiO» tienen una mayor estabilidad que las
nanoparticulas de Al>O3, lo cual se observa en los valores de TSI de estas nanoparticulas que
incrementaron rapidamente hasta alcanzar un valor casi constante que se mantuvo hasta el dia 5,
como se muestra en la Figura 25.

Del mismo modo, se determin6 que, al aumentar la concentracion de las nanoparticulas,
también incrementaba los valores de TSI, ya que al haber mayor cantidad de éstas pueden
agregarse facilmente para dar aglomerados de tamafio creciente y al ser mas densas que el fluido
base se depositan en el fondo del fluido, perdiendo asi su estabilidad, lo que concuerda con las

observaciones realizadas en las pruebas de botella expuestas en la Figura 23 (Phan & Haes, 2019).
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Figura 25.

indice de estabilidad de los nanofluidos a diferentes tiempos analizados.
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4.3.Pruebas de interaccién fluido/fluido

4.3.1. Caracterizacion del crudo pesado

El crudo pesado utilizado para las pruebas de interaccion fluido/fluido se caracterizd
mediante el fraccionamiento SARA, donde el crudo se separd en cuatro fracciones: saturados,
aromaticos, resinas y asfaltenos, y cuyos porcentajes se muestran en la Tabla 12.

Estas fracciones fueron analizadas a través de espectroscopia RMN-1H, cuyos espectros se
reportan en el Apéndice B, los cuales fueron divididos en las 12 zonas descritas en la Tabla 4. A

modo de ejemplo, en la Figura 26 se muestra el espectro RMN del crudo pesado utilizado dividido
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en las 12 zonas, que permitieron determinar los parametros moleculares promedio a partir de las

Ecuaciones (6), (7) y (8) dichas en la Seccién 3.3.7.3 y fueron graficados en la Figura 27.

Tabla 12.

Fraccionamiento SARA del crudo de 16 °API.

Fraccion Saturados Aromaticos Resinas Asfaltenos
Valor (%) 39,08 28,56 27,96 4,40
Figura 26.

Espectro RMN-'H del crudo pesado estudiado.
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En el caso de la fraccion saturada, se observa que los parametros n y r son los que tienen
un mayor valor en comparacion con las otras fracciones, indicando una gran cantidad de
hidrégenos metilénicos (-CH..) y metilicos (-CHs) formadores de cadenas alquilicas y parafinicas

en su estructura molecular. Asimismo, hay una baja proporcién de hidrogenos aromaticos, lo que
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da a entender que hay una menor proporcion de anillos aromaticos en esta fraccion, ya que su
factor de aromaticidad Faes el que tiene el menor valor con respecto a las deméas, concordando

con los analisis reportados por Akmaz et al. (2011).

Figura 27.

Parametros moleculares promedio del crudo pesado estudiado y de sus fracciones SARA.
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Por su parte, la fraccion aromatica fue la que obtuvo el mayor valor del factor de
aromaticidad F, es decir, hay una mayor presencia de hidrogenos aromaticos en su estructura y a
su vez, hay una reduccion en el contenido de cadenas alifaticas, lo cual indica algunos de estos
compuestos aromaticos estan sustituidos con cadenas alifaticas de corta longitud.

De igual manera, las resinas y los asfaltenos poseen un factor de aromaticidad mayor a los
saturados, pero con menor cantidad de los pardmetros ny r, que indica que estos compuestos tienen

un comportamiento similar a la fraccién aromatica.
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Sin embargo, para estas dos fracciones los resultados indican que los anillos se encuentran
condensados entre si, disminuyendo la cantidad de hidrogenos aromaticos presentes en sus
espectros RMN-!H, lo cual concuerda con la investigacion realizada por Versan Kok et al. (2019),
quienes determinaron que el factor de aromaticidad Fa obtenido con espectros RMN-tH disminuia
en el orden de aromaticos > resinas > asfaltenos, ya que habia menos cantidad de hidrégenos

aromaticos en moleculas mas complejas y policondensadas.

4.3.2. Pruebas de tension interfacial

El efecto de la concentracidn de nanoparticulas como aditivo en la disolucion de surfactante
se determind mediante pruebas de tension interfacial crudo/agua. Estas pruebas se realizaron con
nanofluidos a diferentes concentraciones de SiO; y Al>Os (50, 100 y 150 mg/L) en presencia de
15.000 mg/L de NaCl y 3.000 mg/L de Surf-A, las cuales se visualizan en la Figura 28 y en la
Figura 29.

En las Figura 28 y Figura 29 se observa que la tension interfacial crudo/agua decrece con
el tiempo hasta alcanzar un estado de equilibrio. Asimismo, al adicionarse las nanoparticulas, la
tasa de reduccion de las tensiones interfaciales es mayor que en ausencia de éstas, sugiriendo que
estos aditivos mejoran el comportamiento de adsorciéon dinamica en la interfase crudo/agua en
comparacion con el surfactante puro. Esto se debe a que las nanoparticulas adsorben el surfactante
por su gran area superficial especifica y a su vez, interaccionan con el componente més polar del
crudo como los asfaltenos, reduciendo su floculacion, aglomeracion y finalmente, precipitacion en

el medio poroso (Franco et al., 2013; Kazemzadeh et al., 2015; Nassar et al., 2012).
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Figura 28.

Disminucion de la tension interfacial en funcion del tiempo para los nanofluidos de 6xido de

silicio (SiO.).
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Nota. El gréafico representa la reduccion en la tension interfacial crudo/agua al utilizarse los

diferentes nanofluidos estudiados y el crudo pesado de 16 °API durante 60 minutos.

Para entender mejor el efecto de los nanofluidos estudiados, se determind el grado de
reduccién de la tension interfacial (GRTI) después de 60 minutos de prueba, el cual se calculé a
través de la Ecuacion (13), donde yrer Y ytrat SON los valores de la tension interfacial al utilizarse la
disolucion del surfactante Surf-A sin nanoparticulas (valor de referencia) y con los diferentes

tratamientos de nanoparticulas, respectivamente.

Yref — Vtrat
yref

GRTI = X 100 (13)
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Figura 29.
Disminucion de la tension interfacial en funcidn del tiempo para los nanofluidos de 6xido de

aluminio (Al2Og).
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Nota. El gréafico representa la reduccion en la tension interfacial crudo/agua al utilizarse los

diferentes nanofluidos estudiados y el crudo pesado de 16 °API durante 60 minutos.

La Figura 30 muestra que el incremento en la concentracion de nanoparticulas, ya sea de
SiO2 o de AlxOs, disminuye la efectividad de los nanofluidos estudiados, lo cual se asocia a la
sedimentacion de las nanoparticulas causada por la formacion de aglomerados de tamafio creciente
y al ser mas densas que el fluido base se depositan en el fondo del fluido, concluyéndose asi que
la influencia de las nanoparticulas en la tension interfacial crudo/agua es insignificante a
concentraciones elevadas de éstas en presencia del tensioactivo estudiado para ser utilizado en un

crudo pesado (Jiang et al., 2021).
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A pesar de que los surfactantes y sus mezclas tienen a la reduccion de la tension interfacial
crudo/agua como criterio de seleccion, diversos autores afirman que el fendémeno de
emulsificacion también deberia considerarse y estudiarse como un mecanismo importante para la
inyeccion de éstos en crudos pesados, ya que el rendimiento de las tecnologias actuales sigue
estando por debajo de lo esperado, incluso si se alcanza valores de tension interfacial muy bajos
en el rango de 10 a 102 mN/m o ultrabajos inferiores a 10 mN/m (Ding et al., 2019; X. Li et al.,
2021; McAuliffe, 1973). Por tal motivo, se procedio a estudiarse el efecto de los nanofluidos en la

estabilidad y viscosidad de las emulsiones generadas con el crudo pesado.

Figura 30.
Grado de reduccion de la tension interfacial para los nanofluidos estudiados después de 1 hora

de prueba.
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4.3.3. Pruebas de estabilidad de emulsiones

La emulsificacion es el proceso donde el surfactante inyectado entra en contacto con el
crudo, formando una emulsién que puede taponar los macroporos y gargantas de poros inundados
de agua, mejorando el barrido volumétrico del yacimiento (Ding et al., 2019; Goswami et al.,
2018; Wu et al., 2018). De igual manera, estas emulsiones hacen que el crudo residual se disperse
en gotas de petroleo mas pequefias, las cuales se reinen formando hilos o cinturones de petréleo,
que pueden producirse facilmente (X. Li et al., 2021).

Las emulsiones de crudo en agua (O/W) y agua en crudo (W/O) son muy estudiadas en la
industria petrolera, puesto que las emulsiones O/W suelen estar en los procesos de recuperacion
de petréleo, mientras que las emulsiones W/O se forman a menudo cuando se afiade agua al crudo
para desalinizarlo antes del refinado posterior (J. Ma et al., 2022; Y. Tian et al., 2022).

Por ello, el anélisis de su estabilidad es importante ya que se desea mantener sus
propiedades durante tiempos prolongados, pero las emulsiones suelen sufrir procesos de
coalescencia, maduracion de Ostwald y separacion de fases, por lo que se adicionan moléculas
activas como surfactantes, las cuales reducen la energia necesaria para la formacion de gotas y
aumentan la estabilidad de las emulsiones al proporcionar una barrera estérica/electrostatica contra
la coalescencia de las gotas (Akartuna et al., 2008). Asimismo, la adicién de particulas solidas
como nanoparticulas pueden mejorar la estabilidad de la emulsién al adsorberse en la interfase
crudo/agua, dificultando la separacién de las emulsiones (Y. Tian et al., 2022).

Finalmente, se ha encontrado que las emulsiones también pueden reducir la viscosidad del
crudo pesado de manera significativa, mejorando la eficacia de desplazamiento y de barrido y asu

vez, incrementando el flujo del crudo (Ding et al., 2019; Feng et al., 2018). Teniendo en cuenta lo
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anterior, se hace necesario analizar el tipo, estabilidad y viscosidad de las emulsiones generadas
por el surfactante y los nanofluidos estudiados en la Seccion 4.3.2.

En la Figura 31 se determina la influencia de la proporcion crudo/agua en la estabilidad de
la emulsion generada haciendo uso de una disolucion de surfactante Surf-A a 3.000 mg/L,
hallandose que la estabilidad de la emulsién incrementa con respecto al contenido de crudo
presente en la misma. Esto se debe a que la emulsién comenz6 a mostrar una inversion de fase
cuando el contenido de crudo supero el 50 %, tal como se observa en la Figura 32, dificultando la
separacion del agua de la fase oleosa, lo que dio lugar asi a una baja tasa de separacion del agua y

a una elevada estabilidad de la emulsion (Dong et al., 2022).

Figura 31.

Efecto de la proporcion agua/crudo en la estabilidad de emulsiones.
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Nota. Las emulsiones se realizaron con una disolucion de surfactante Surf-A a 3.000 mg/L y sus

estabilidades fueron medidas a temperatura ambiente (25°C).
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Esto fue comprobado mediante el uso del Turbiscan, cuya grafica se muestra en la Figura
33, en donde se determiné el valor de TSI a las emulsiones generadas por el surfactante y los
nanofluidos de SiOz y Al.Osa diferentes tiempos de medicion. En ella se observa que, al aumentar
la concentracién de crudo, el valor del TSI es menor, es decir, las emulsiones con mayor contenido
de crudo tienen una mejor estabilidad en comparacion con las emulsiones con mayor contenido de

agua.

Figura 32.

Efecto de la proporcién agua/crudo en la inversion de fases O/W a W/O.

Nota. Las emulsiones se realizaron con una disolucién de surfactante Surf-A a 3.000 mg/L y a
temperatura ambiente (25°C), variando la proporcion agua/crudo: (A) 75%/25%, (B) 50%/50% y

(C) 25%/75%.
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Asimismo, se observa que la presencia de nanoparticulas decrece el valor del TSI ya que
dificulta la separacion de las emulsiones al adsorberse en la interfase crudo/agua, siendo los
nanofluidos de SiO. los que tienen una mayor capacidad para estabilizar la emulsién que las
nanoparticulas de Al,Os (Y. Tian et al., 2022). No obstante, al incrementar la concentracion de
nanoparticulas, su efectividad en la estabilizacion de las emulsiones decrece, lo cual se visualiza
en el incremento de los valores de TSI, ya que al haber mayor cantidad de nanoparticulas pueden
agregarse facilmente para dar aglomerados de tamafio creciente, precipitdndose en el fluido base
(Phan & Haes, 2019).

Por otro lado, para analizar los fendmenos que facilitan la separacion de fases, tales como
la migracion de gotas (sedimentacion y cremado) y formacion de agregados (floculacion y
coalescencia), se estudio el cambio en la retrodispersion de las emulsiones (%ABS), la cual es
directamente proporcional al diametro de particula y su fraccion volumétrica. En el Apéndice C se
muestran las graficas del barrido por retrodispersion del surfactante puro y del nanofluido que tuvo
los menores valores de TSI (Surf-A + 50 mg/L SiO), donde el eje longitudinal izquierdo de cada
gréfica es el diferencial de la intensidad de luz retrodispersada, el eje longitudinal derecho es el
tiempo de prueba (12 horas) y el eje horizontal es la altura de la muestra.

Como se muestra en el Apéndice C, los perfiles incrementales de retrodispersion (%ABS)
presentan una disminucion en el porcentaje con el tiempo causada por el incremento del tamafio
de las gotas de crudo emulsionado, lo cual es caracteristico de una coalescencia que da lugar a la
separacién de fases. Asimismo, las anchuras de los picos en la parte inferior y superior de las
muestras aumentaron con el tiempo, lo que se atribuye a la migracion de grandes gotas de crudo
desde la parte inferior a la parte superior de la muestra, debido a la diferencia de densidad entre el

crudo y el fluido de estudio.
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Figura 33.
indice de estabilidad de las emulsiones realizadas a diferentes proporciones agua/crudo y

tiempos de anélisis.
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Nota. Las mediciones del indice de estabilidad de las emulsiones fueron realizadas a 60°C.

En la parte inferior de las muestras, hubo un decrecimiento en el porcentaje diferencial de
retrodispersion asociado al proceso de clarificacion, donde se reduce la fraccion volumétrica del
crudo. Por ultimo, se observé un aumento en el porcentaje de intensidad retrodispersada hacia la

parte superior de las muestras, lo que evidencia la presencia de cremado causado por un aumento
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de la concentracion de la fase dispersa, es decir, hay una mayor fraccién volumétrica de crudo

(Bendjaballah et al., 2010; Lu et al., 2017; S. Tian et al., 2019).

Figura 34.
indice de estabilidad de las emulsiones con proporcion agua/crudo de 75/25 (%v/v) a diferentes

temperaturas y tiempos de analisis.
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Finalmente, se analiz6 el efecto de la temperatura en la estabilidad de las emulsiones O/W,
tal como se visualiza en la Figura 34, en donde los valores de TSI incrementan a medida que

aumenta la temperatura. Esto se debe a que la temperatura acrecienta el movimiento browniano
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entre las moléculas, acelerando la frecuencia de las colisiones entre las gotas de crudo y reduciendo
la viscosidad interfacial agua/crudo (Kokal, 2005; Saad et al., 2019; Y. Tian et al., 2022; Yonguep
etal., 2022). Lo anterior facilita que las gotas de crudo se fusionen al chocar, promoviendo el
proceso de desemulsificacion, ya que genera una mayor coalescencia de dichas gotas al
incrementar la temperatura, justo como se muestra en el Apéndice C. Asimismo, se observa que
los nanofluidos de SiO> tienden a tener valores de TSI menores que los nanofluidos de Al>Oz a
pesar de aumentar la temperatura, debido a que este tipo de nanoparticulas poseen una mayor
capacidad para estabilizar la emulsion, dificultando la separacién de fases crudo/agua (Y. Tian

et al., 2022).

4.3.4. Viscosidad de emulsiones

La emulsificacién es uno de los principales mecanismos en el proceso de recuperacion del
crudo pesado mediante la formacion de emulsiones O/W, reduciendo la viscosidad y mejorando la
fluidez del crudo (Ding et al., 2019). Para entender mejor el efecto de los nanofluidos estudiados
se determino el grado de reduccion de la viscosidad (GRV), el cual se calcul6 a través de la
Ecuacion (14), donde uref Y urat SON los valores de la viscosidad del crudo antes (crudo de
referencia) y después del tratamiento con los nanofluidos estudiados, respectivamente (Montes

et al., 2019; Taborda, Franco, et al., 2017).

Urer — MUtrat
.uref

GRV = x 100 (14)

La Figura 35 muestra que las emulsiones O/W preparadas con crudo pesado y los

nanofluidos estudiados tienden a reducir la viscosidad. Inicialmente, se observé que la disolucién
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de surfactante sin nanoparticulas disminuyd la viscosidad del crudo en un 77,94% a 60 °C, lo cual
se asocia a que el tensoactivo forma micelas cargadas que generan fuerzas de repulsion entre si,
dificultando el acercamiento y la coalescencia de las gotas de crudo. Asimismo, permite una mayor
movilidad de las resinas y asfaltenos del crudo, favoreciendo una mayor interaccion crudo/aguay,

por ende, una mejor estabilizacion de la emulsion O/W (N. Sun et al., 2018; Vegad & Jana, 2021).

Figura 35.

Grado de reduccion de la viscosidad para el crudo pesado en presencia de los nanofluidos

estudiados a 60 °C.
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De igual manera, las emulsiones O/W formadas al adicionar nanoparticulas en la disolucion
de surfactante disminuyen ain mas la viscosidad del crudo, llegando a una reduccion de 94 al 97%

utilizando nanoparticulas de SiO2 y de 90 al 94% haciendo uso de nanoparticulas de Al,Os. Esto
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es causado porque las nanoparticulas adsorben los componentes pesados del crudo para producir
una reduccion del tamafio de los agregados de asfaltenos (Ke et al., 2022; Taborda, Franco, et al.,
2017).

No obstante, se observa que la efectividad de las nanoparticulas en la reduccion de la
viscosidad depende de su estabilidad en el fluido base, la cual fue explicada en la Seccién 4.2.2.,
en donde las nanoparticulas de SiO2 con una concentracion de 150 mg/L y las nanoparticulas de
Al>O3 con concentraciones superiores a 100 mg/L tuvieron valores de TSI mayores a 10, es decir,
presentaron una mayor inestabilidad con el tiempo. A pesar de que hubo una reduccién
significativa en la viscosidad, estas concentraciones perdieron su efectividad en comparacion con
aquellas que tuvieron valores de TSI inferiores a 10, lo cual se debe a que la agregacion de
nanoparticulas disminuye su area superficial efectiva, adsorbiendo menos componentes pesados
del crudo que conlleva a un incremento en el tamafio de los agregados de asfaltenos presentes en
el fluido (Ke et al., 2022; Taborda et al., 2016).

Por otro lado, la Figura 36 expone que el aumento en la temperatura genera que la
viscosidad de las emulsiones O/W disminuya. Esto se atribuye a que hay una disminucién de las
fuerzas de repulsion electrostatica entre las gotas de crudo a causa de una mayor solubilidad de las
resinas y asfaltenos en el crudo pesado al incrementar la temperatura. Ademas, se origina un efecto
hidrofobo mas pronunciado en el surfactante, mejorando su solubilidad en la fase acuosa a causa
de una mayor disposicion de las moléculas de tensioactivo adyacentes en la interfase. Por ultimo,
se incrementa el fendbmeno de coalescencia debido a que se acelera el movimiento browniano de
las gotas de crudo, generando una disminucion en la viscosidad de la emulsién (N. Sun et al., 2017,

2018).
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Figura 36.

Efecto de la temperatura en la viscosidad de las emulsiones con proporcion agua/crudo de 75/25
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Nota. La grafica interna muestra un acercamiento en la viscosidad entre 0 a 55 cP para una mejor

visualizacion de la viscosidad a las temperaturas de estudio.

Finalmente, la Tabla 13 expone el grado de reduccién de la viscosidad (GRV) para las
diferentes temperaturas analizadas, demostrandose que hay un mejor rendimiento de los
nanofluidos a baja temperatura. Esto puede deberse a los cambios en la viscosidad del crudo pesado
al aumentar la temperatura, ya que este valor fue tomado como referencia para calcular el GRV,

lo que genera que el cambio de viscosidad sea mayor a bajas temperaturas en comparacién con los
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obtenidos a temperaturas mas altas (Taborda, Alvarado, et al., 2017). Asimismo, se puede indicar
que una reduccion satisfactoria de la viscosidad a baja temperatura puede ahorrar energia en la

recuperacion no térmica de crudo pesado (Ke et al., 2022).

Tabla 13.
Efecto de los nanofluidos estudiados en el porcentaje de reduccion de la viscosidad del crudo

pesado a diferentes temperaturas.

Grado de reduccion de la viscosidad (%o)
Fluido o nanofluido

25°C 40 °C 60 °C

Surf-A 3.000 mg/L 94,00 93,83 77,94
Surf-A + 50 mg/L SiO> 98,39 98,35 94,09
Surf-A + 100 mg/L SiO: 99,37 99,35 97,68
Surf-A + 150 mg/L SiO: 99,25 99,23 97,24
Surf-A + 50 mg/L Al203 99,28 98,52 94,72
Surf-A + 100 mg/L Al2O3 99,12 97,30 90,33
Surf-A + 150 mg/L Al2O3 99,15 97,39 90,68

4.3.5. Tamafio de gota de emulsiones

Las emulsiones crudo/agua son dispersiones finas con tamafios de gota a escala
micromeétrica y son estabilizadas por otras especies quimicas como surfactantes y nanoparticulas,
los cuales se adsorben en la interfase crudo/agua, generando que las superficies se vuelvan
viscoelasticas, lo que evita el crecimiento y la posterior separacion de fases, es decir, proporciona

una mayor estabilidad a la emulsion. Asimismo, se ha encontrado que entre mas estrecha es la
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distribucion del tamafio de gota, hay una mayor estabilidad de la emulsion y, a su vez, depende de
diferentes parametros tales como el tipo y concentracion de surfactante, pH de la fase acuosa,
tension interfacial, salinidad, temperatura y presion (Arab et al., 2018; Langevin et al., 2004).

Para determinar los tamafios de gota de las emulsiones O/W formadas por el crudo pesado
y los nanofluidos estudiados, se analizaron las fotografias tomadas con el microscopio Optico, tal
como se muestra en el Apéndice D, en donde se pudo determinar que el aumento del tamafio de
las gotas incrementa la velocidad de coalescencia y provoca que las emulsiones se vuelvan
polidispersas, lo cual es un indicio de inestabilidad.

Lo anterior se visualiza en la Figura 37 (a), en donde las gotas de crudo se mueven
aleatoriamente y se acercan unas a otras mediante fuerzas de flotacion y fuerzas intermoleculares,
tales como interacciones de van der Waals, repulsion electrostatica, impedimento estérico, entre
otras. Estas fuerzas provocan la colision de las gotas generando como resultado el rebote de éstas,
la floculacion y la ruptura de la pelicula interfacial, que conlleva a la coalescencia de las gotas, tal
como se expone en la Figura 37 (b). Sin embargo, el fendmeno de coalescencia depende de la
resistencia de la pelicula interfacial de las gotas de crudo medida mediante la vida util de dicha
pelicula, cuya duracion es afectada por la interaccion entre las dos fases (Nie et al., 2021).

Finalmente, la Figura 38 muestra que la adicion de nanoparticulas incrementa la estabilidad
de las emulsiones generadas con el surfactante, ya que se modifica la distribucion del tamafio de
gota a valores inferiores a 10 um, lo cual se debe a que las nanoparticulas adsorben a los asfaltenos
presentes en el crudo, evitando que éstos se aglomeren entre si y provoquen que las gotas de crudo

se unany coalescan.
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Figura 37.

Resultados de la colision de dos gotas de emulsion en relacion con la interaccion gota/gota.
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Nota. La Figura (A) visualiza los fendmenos de floculacion y coalescencia en una muestra de
emulsion generada con el crudo pesado y el surfactante Surf-A, mientras que la Figura (B) muestra
los posibles resultados de la interaccion gota/gota. Adaptado de “Stability Dynamic Characteristic
of Oil-in-Water Emulsion from Alkali—Surfactant—Polymer Flooding” (p. 19060), por Nie et al.

(2021), ACS Omega, 6.
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Figura 38.
Gréfica de la distribucién del diametro de gota en emulsiones con proporcion agua/crudo de

75/25 (%v/v) generadas con los nanofluidos estudiados.
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No obstante, al aumentar la concentracion de nanoparticulas, ya sea de SiO2 o de Al>Os, se
comienza a observar la presencia de gotas con tamafios entre 10 a 100 um, lo cual se asocia a la
agregacion de nanoparticulas que reduce su area superficial efectiva, indicando una menor
adsorcién de los componentes pesados del crudo que conlleva a un aumento en el tamafio de los
agregados de asfaltenos presentes en el fluido, inclinando la poblacion de gotas hacia valores de

mayor tamafio (Binks & Whitby, 2005; Langevin et al., 2004; Taborda et al., 2016).

4.4. Pruebas de interaccion roca/fluido

4.4.1. Caracterizacion de la roca de la Formacion Mugrosa

Las muestras de roca de la Formacion Mugrosa se analizaron composicionalmente
mediante las técnicas de difraccion de rayos X (DRX), microscopia electronica de barrido (SEM)
y espectrometria de dispersion de energia de rayos X (EDS).

Con respecto al DRX, en la Figura 39 se visualiza el difractograma de una muestra de roca
de dicha formacién, en donde se pudo identificar la presencia de diferentes minerales, cuya
cantidad porcentual y sus sistemas cristalinos se exponen en la Tabla 14.

Entre los compuestos mineralogicos se destaca el cuarzo, siendo el mineral con mayor
porcentaje en la muestra. Asimismo, se encuentran feldespatos potasicos como la microclina,
plagioclasas como la albita, micas como la moscovita y, por ultimo, arcillas como la caolinita, las
cuales tienen el problema de desprenderse por presencia de agua, provocando el blogueo de los
poros de las rocas y, por ende, evita que el crudo que esta por dentro de las gargantas de poro sea

extraido (Ardila Diaz & Rangel Ballesteros, 2017; Puntervold et al., 2018; Zhou et al., 2022).
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Figura 39.

Difractograma de polvo de la muestra de roca de la Formacion Mugrosa.
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Tabla 14.

Caracterizacion mineralogica de la muestra de roca de la Formacion Mugrosa mediante DRX.

) o o Sistema Cantidad

Mineral Composicidon quimica o

cristalino (%0)

Cuarzo SiO2 Hexagonal 60,6

Caolinita Al2H1Si209 Monoclinico 19,3

Moscovita A|2,73Bao,01H2,86K0,465No,36Nao,035i3,128011,236 Monoclinico 8,6

Microclina Alp.99KNap 04Si30s Triclinico 7,2

Albita AlgggFen01Ko.01Na1.02 Sio.geOg Triclinico 4.2

Por otro lado, las micrografias tomadas por SEM y mostradas en el Apéndice E y en la

Figura 40 se evidencia la presencia de granos subangulares de cuarzo con aglomerados de material
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principalmente arcilloso (caolinita) y de micas (moscovita) dispuestos sobre su superficie y a su
vez, dichos granos estdn en contacto longitudinal con granos tabulares de diferente naturaleza
como feldespatos (microclina) y plagioclasas (albita), y cuya interseccion se encontraron

estructuras de moscovita en forma detritica a lo largo de la muestra.

Figura 40.

Micrografias SEM de la muestra de roca de la Formacion Mugrosa.

Asimismo, los granos que estdn constituidos principalmente de cuarzo presentan
microfacturas que aumenta la porosidad de la muestra. Estos poros alcanzan diametros que varian
entre los 30 a 100 um y se encuentran rellenos parcialmente de materia orgénica, arenas y arcillas
como caolinita de tipo autigénica y detritica, tal como se visualiza en la Figura 41. La caolinita
suele agregarse en estructuras en forma de libro con tamafios entre 1,0 y 6,0 um y cuya principal
problematica se debe a que parte de la caolinita se desprende de las particulas clasticas y se rompe

en trozos tras una inyeccion prolongada de agua, la cual ayuda que éstos fluyan a través de las
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gargantas de poro, provocando su obstruccion y posterior dafio a la formacion por migracion de
finos (Ardila Diaz & Rangel Ballesteros, 2017; Zhou et al., 2022).

Otro hecho importante de conocer un valor estimado del tamafio de los poros presentes en
las muestras de roca y el tamafio de gota de de las emulsiones O/W formadas por el crudo pesado
y los nanofluidos estudiados es que permite determinar el tipo de mecanismo de emulsificacion
que podria darse en yacimiento. De acuerdo con la informacion obtenida en la Seccién 4.3.5, se
encontro que la gran mayoria de gotas generadas en el proceso de emulsificacion estaba en el rango
de 1 a 10 um, dando a entender que el mecanismo empleado es la emulsificacion y arrastre, el cual
se logra cuando las gotas de crudo son mas pequefias que el medio poroso, consiguiéndose que el
crudo pesado sea movilizado por la fase acuosa y llevado hasta el pozo productor como parte de
una emulsion de baja viscosidad, que también fue estudiada y analizada en la Seccion 4.3.4 (Bryan

& Kantzas, 2009; Johnson, 1976; Sheng, 2015a).

Figura 41.

Poros en la muestra de roca de la Formacion Mugrosa.
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Por ultimo, los andlisis EDS de las muestras de roca se contemplan en el Apéndice E, los
cuales se unificaron en la Figura 42, con el fin de visualizar la predominancia de los elementos
quimicos presentes en la muestra. El silicio (Si) y oxigeno (O) aparecen de forma predominante,
ya que constituyen las fases minerales de cuarzo y en conjunto con otros elementos como el
aluminio (Al) forman arcillas como la caolinita. Asimismo, los feldespatos como la microclina,
las micas como la moscovita y las plagioclasas como la albita, se forman a partir de la asociacién
de los elementos anteriormente mencionados junto con otros elementos alcalinos como el potasio

(K) y sodio (Na) a diferentes proporciones.

Figura 42.
Porcentaje de elementos quimicos presentes en la muestra de roca de la Formacion Mugrosa a

partir de sus espectros EDS.
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Otros elementos como el hierro (Fe) se puede encontrar en la albita, pero también se puede
asociar con el azufre (S) y oxigeno (O) para formar Oxidos y sulfuros de hierro asociados a la
hematita (Fe2O3), magnetita (Fez0.) y pirita (FeS2). En cambio, las trazas de elementos como
magnesio (Mg), manganeso (Mn) y calcio (Ca) interactian con el oxigeno formando 6xidos de
manera natural, pero en menores proporciones. Finalmente, el alto porcentaje de carbono (C) se
relaciona al contenido de materia orgénica presente en la muestra de roca (Ardila Diaz & Rangel
Ballesteros, 2017).

Por otro lado, las muestras de roca de la Formacion Mugrosa se cortaron en forma de plug
y se analizaron petrofisicamente a través de las técnicas de porosidad (¢) y permeabilidad (k),
cuyos resultados se muestran en la Tabla 15. Las pruebas de laboratorio revelaron que la totalidad
de las muestras presentaron porosidades con muy buenas permeabilidades, tal como se muestra en
la Figura 43, donde los plugs se categorizaron con propiedades petrofisicas muy buenas (¢=20 -
30%, K=100 - 1000 mD), lo cual a nivel de campo favorece el uso de tecnologias como polimeros,
surfactantes y nanofluidos en procesos de recobro mejorado (Z. Li et al., 2019).

Finalmente, uno de los factores que afectan la eficiencia de la inyeccion de surfactantes y
sus formulaciones es el pH, debido a que el fendmeno de adsorcion de estos compuestos quimicos
depende de las cargas superficiales de la roca, las cuales varian con los cambios de pH. Por ello,
se hace necesario estudiar el punto de carga cero (PZC) que se define como el valor de pH en el
que la carga neta en la superficie de la roca es cero, siendo una propiedad esencial para determinar
el pH adecuado para usar el surfactante sin el problema de sufrir pérdidas por adsorcién en la roca.

En la Figura 44 se determind que el PZC de la muestra de roca de la Formacion Mugrosa
es de 5,03 £ 0,02, el cual se encuentra en el rango establecido por diferentes estudios sobre

areniscas, cuyos valores estan entre 2,2 a 8 (Azam et al., 2013; Mushtaq et al., 2014). Este amplio
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rango se debe a la variacion en la proporcion de minerales, feldespatos, 6xidos, micas, arcillas,
entre otros. Asimismo, este valor de PZC de la roca permite determinar la aplicabilidad de los
surfactantes anidnicos como el Surf-A en rocas de tipo arenisca, teniendo en cuenta que las
areniscas desarrollan una carga negativa en su superficie a valores de pH superiores a su PZC,
generando asi una repelencia entre el surfactante y la roca, lo que conlleva a que no haya pérdida

del surfactante por adsorcion en la roca (Bashir et al., 2022; Grigg et al., 2004).

Tabla 15.

Analisis petrofisicos de los plugs de roca utilizados de la Formacion Mugrosa.

Nombre de la muestra P1 P2 P3

Fotografia
Diametro (cm) 3,667 = 0,004 3,652 + 0,006 3,654 + 0,008
Longitud (cm) 5,554 + 0,002 3,742 + 0,008 3,753 = 0,008
Volumen (cm?) 58,64 +£0,13 39,20 £ 0,04 34,10 £ 0,22
Volumen poroso (cmq) 14,30 £ 0,03 10,83 £ 0,01 9,40 £ 0,06
Porosidad (%) 24,39 217,62 27,58

Permeabilidad al gas
136,2 £ 1,55 256,2 + 0,91 4755+ 0,26
(mD)
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Figura 43.

Relacion de las propiedades petrofisicas (porosidad y permeabilidad) para las muestras de roca

de la Formacion Mugrosa.
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Para comprender lo dicho anteriormente, se conoce que las rocas de tipo arenisca, las cuales
estan formadas en su gran mayoria por granos de cuarzo (SiO.) con diferentes proporciones de
otros minerales como feldespato, mica y arcillas, se cargan ya sea positiva 0 negativamente de
acuerdo con el pH del entorno. A valores de pH inferiores al PZC de la arenisca, los minerales que
contengan grupos hidroxilos en su estructura quimica se cargan positivamente, tal como se muestra
en la Ecuacion (15), generando un aumento de la adsorcion de tensioactivos aniénicos, ya que las

cargas negativas del tensioactivo son atraidas por la superficie de la roca (Azam et al., 2013; Bashir

et al., 2022; Ingham, 2013).
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Mientras que, a valores de pH superiores al PZC de la arenisca, los grupos hidroxilo en la
superficie de la roca se reducen debido a la reaccion entre los minerales de la roca y los grupos
hidroxilo (OH") de la disolucion acuosa, generando ¢xidos minerales hidratados cargados
negativamente en la superficie rocosa como se observa en la Ecuacion (16), los cuales pueden

adsorber surfactantes cationicos (Azam et al., 2013; Bashir et al., 2022; Belhaj et al., 2020).

SiOHs) + OHG,) = SiOg, + H,0(, (16)

Figura 44.

Determinacion del punto de carga cero de la muestra de roca de la Formacion Mugrosa

mediante el método de adicion de sal.
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Nota. El grafico muestra que las barras de error fueron ampliadas x5 para una mejor visualizacion.
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4.4.2. Pruebas de detergencia

Para la realizacion de las pruebas de detergencia, se procedio a cortar los plugs de roca en
pequefios cilindros de 3,81 cm de diametro y 1 cm de altura, con el objetivo de poder analizar los
diferentes nanofluidos preparados. En la Tabla 16 se expone la nomenclatura puesta a los cilindros
obtenidos a partir de los plugs de roca de la Formacion Mugrosa y el nanofluido que fue estudiado
con cada cilindro. De igual manera, en el Apéndice F se muestran las fotografias de los cilindros

de roca después de cada proceso de imbibicion.

Tabla 16.

Nomenclatura de los cilindros de roca utilizados en las pruebas de detergencia.

Plug de roca Muestra de roca Nanofluido estudiado

M1 Surf-A (3.000 mg/L)

o1 M2 Surf-A (3.000 mg/L) duplicado
M3 Surf-A + 50 mg/L SiO;
M4 Surf-A + 100 mg/L SiO>

- M5 Surf-A + 150 mg/L SiO>
M6 Surf-A + 50 mg/L Al;O3

o3 M7 Surf-A + 100 mg/L Al;O3

M8 Surf-A + 150 mg/L Al;O3
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En la Figura 45 se muestra el porcentaje total de crudo extraido en las muestras de roca
después del proceso de imbibicion en salmuera y del nanofluido estudiado en cada caso.
Inicialmente, se realiz6 la imbibicidn en salmuera para asemejar el proceso de inyeccion de agua
en yacimiento, encontrandose que en todas las muestras tuvieron similitud en la cantidad de crudo

extraido con un promedio aproximado de 2,7%.

Figura 45.

Crudo extraido de las muestras de roca de la Formacion Mugrosa con los nanofluidos

estudiados.
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Nota. El grafico muestra los porcentajes incrementales de crudo extraido después de cada uno de
los procesos de detergencia, en donde los valores en negrilla indica la sumatoria de crudo obtenido

en los procesos de detergencia en cada roca.
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Luego de ello, se analizaron los nanofluidos estudiados en las muestras de roca descritas
en la Tabla 16. Primero, se determind que el surfactante Surf-A extrajo 2,7% y 2,6% del crudo
embebido en las muestras M1y M2, respectivamente, indicando que la prueba de detergencia fue
repetible con una diferencia de solamente 0,4% del crudo total extraido.

Asimismo, se encontro6 que la adicion de nanoparticulas incremento la extraccion del crudo,
debido a que las nanoparticulas se adsorben en la superficie de la roca y estabilizan una capa de
agua, la cual permite que el crudo adherido en la roca se movilice de manera natural o en forma
de emulsién previamente estudiada en la Seccién 4.3.3, mejorando asi la recuperacion de crudo
(Olayiwola & Dejam, 2019). Sin embargo, el porcentaje de crudo extraido disminuye al
incrementar la concentracion de nanoparticulas, lo cual se presenta a causa de la precipitacion de
las nanoparticulas y con ellas del surfactante, debido a que éste se adsorbe, ya sea de manera fisica
0 quimica, sobre la superficie de la nanoparticula, reduciendo el efecto de ambos componentes.

De igual manera, la aglomeracion y precipitacion de las nanoparticulas puede producir la
obstruccion de los poros de la roca, reduciendo la permeabilidad del yacimiento, lo que se traduce
en una disminucién en la produccion de crudo (Maghzi et al., 2012; Ravera et al., 2006; Rodriguez
Lopez, 2012).

También se observd que hay una mayor recuperacion de crudo pesado haciendo uso de
nanoparticulas de SiO, en comparacion con las nanoparticulas de Al>Os. Esto puede ser explicado
de acuerdo con el estudio realizado por Esfandyari Bayat et al. (2015), quienes determinaron que
la interaccion entre la carga superficial de las nanoparticulas y de la roca es un factor importante
en su transporte y retencion a través del medio poroso, para lo cual emplearon la teoria DLVO

(Derjaguin, Landau, Verwey y Overbeek) con el fin de explicar cualitativamente dichas
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interacciones, las cuales pueden ser de atraccién, debido a las fuerzas de Van der Waals que
impulsan a las particulas a acercarse entre si, o de repulsion a causa de la doble capa electrostatica
que obliga a la separacion de las particulas.

No obstante, estas dos fuerzas existen en toda interaccién entre particulas, pero su
sumatoria aclara el efecto atractivo o repulsivo de dicha interaccién, en donde a valores méas
positivos de la energia de interaccion total implica que la fuerza generada por la doble capa
electrostatica es mayor en magnitud, mientras que, a valores mas negativos, la fuerza dominante
es la generada por las fuerzas de Van der Waals (Adair et al., 2001).

En el caso de las nanoparticulas de Al>Os, Esfandyari Bayat et al. (2015) determinaron que
la amplia diferencia entre los valores de carga eléctrica superficial de las nanoparticulas (+19,1+
0,3 mV) y de los granos (—36,2+ 0,5 mV) sugiere una mayor presencia de fuerzas de atraccion de
Van der Waals entre ambos compuestos, resultando en una alta afinidad de las nanoparticulas de
Al>O3 para adherirse a la superficie de la roca, lo que favorece ain més al taponamiento de los
espacios porales que, junto con la precipitacion de las nanoparticulas analizada en la Seccion 4.2.2,
genera una baja extraccion de crudo en comparacion con los nanofluidos de SiO2, acentuandose
aun mas con el incremento en la concentracion de dichas nanoparticulas (Giraldo et al., 2013).

Finalmente, las nanoparticulas de SiO. poseen una carga eléctrica superficial de —28,1 +
0,3 mV, cuyo valor esta mas cercano al de la carga de los granos de roca de tipo arenisca (—36,2+
0,5 mV), indicando un mayor efecto de las fuerzas de repulsién causadas por la doble capa
electrostatica presente entre ellas, lo que conlleva a una baja afinidad de las nanoparticulas de SiO;
para adherirse a la superficie de la roca. Sin embargo, la baja disminucion en el porcentaje de crudo

extraido con el incremento en la concentracidn de nanoparticulas puede asociarse en gran parte a
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la precipitacion de las nanoparticulas, provocando el taponamiento de los poros y posterior dafio a

la formacion por migracion de finos (Esfandyari Bayat et al., 2015).

4.4.3. Pruebas de &ngulo de contacto

La medicion del angulo de contacto permite determinar la mojabilidad de una superficie
con respecto a un liquido, pero éste depende de diferentes caracteristicas como la rugosidad de la
superficie, las energias superficiales, la quimica de la superficie y del liquido y los recubrimientos
superficiales del material.

En la interaccion roca/fluido se hace necesario estudiar el angulo de contacto en el sistema
roca/crudo/agua con el fin de analizar el cambio en la mojabilidad de roca, el cual favorece al
proceso de recuperacion de crudo (Anderson, 1986; Guy & Walker, 2016). Para ello, cuando se
coloca una gota de agua sobre una superficie inmersa o embebida previamente en crudo, se obtiene
un angulo de contacto con valores entre 0 a 180° que indica su tipo de mojabilidad, tal como se
muestra en la Tabla 17.

Asimismo, se ha encontrado que la mojabilidad de los nucleos de roca debe ser la misma
que la de la roca del yacimiento inalterada, con el fin de poder predecir el comportamiento del
yacimiento frente a los diferentes fluidos que se desean estudiar, ya que cualquier cambio en su
mojabilidad puede modificar diferentes propiedades como la presion capilar, el comportamiento
durante la inyeccion de agua, la permeabilidad relativa y la simulacion de procesos EOR

(Anderson, 1986).
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Tabla 17.

Relacion entre la mojabilidad y el angulo de contacto en un sistema roca/fluido

Angulo de contacto (°)

Sistema
Minimo Maximo
Mojado por agua 0 60 — 75
Mojado neutro o
) ) 60 - 75 105 - 120
intermedio
Mojado por crudo 105 - 120 180

Nota. Este sistema depende del liquido de analisis depositado sobre la roca, siendo en este caso,
agua desionizada. Esta tabla fue adaptada de “Wettability Literature Survey- Part 2: Wettability

Measurement” (p. 1247), por Anderson (1986), Journal of Petroleum Technology, 38 (11).

Por tal razon, la mojabilidad de las muestras de roca de la Formacion Mugrosa fue
analizada antes y después de la imbibicion de dichas muestras en el crudo pesado mediante el
método de gota sesil empleando el agua como liquido de estudio, con el fin de conocer el
comportamiento del angulo de contacto en condiciones similares a las de yacimiento.

De acuerdo con la Figura 46, se demuestra que inicialmente las muestras de la Formacion
Mugrosa, las cuales se muestran en el Apéndice F, tienen un dngulo de contacto promedio de 71
+ 12 °, indicando una mojabilidad neutra mas cercana a ser mojable por agua. No obstante, al ser
embebidas en crudo, estas muestras incrementan su angulo de contacto a valores promedio de 96
+ 12 °, dando a entender que su mojabilidad tiende a ser oleofilica, es decir, es mas mojable por

crudo a pesar de ser neutra.
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Figura 46.
Angulos de contacto en las muestras de roca antes y después de la imbibicion con el crudo

pesado y con la salmuera.

120 -+ .

(=}
o
1

(2]
o
1

Angulo de contacto (°)

w
o
1

M1 M2 M3 M4 M5 M6 M7 M8
Muestra de roca

I Pre-imbibicion en crudo [l Post-imbibicion en crudo [ Post-imbibicion en salmuera
(15.000 mg/L NaCl)

Nota. El grafico muestra los valores del angulo de contacto con su respectiva desviacion estandar.
Asimismo, se muestra los rangos de mojabilidad: mojado por agua (verde claro), mojabilidad

neutra (rosado) y mojado por crudo (gris claro).

Esto se debe a que el crudo pesado utilizado en esta investigacion contiene una gran
cantidad de resinas (27,96 %p/p) y asfaltenos (4,40 %p/p), en cuyas estructuras quimicas poseen
grupos acidicos (-COQ) y basicos (-NH"), generando la presencia de cargas negativas o positivas
en la interfase crudo/roca, por lo que se catalogan como componentes activadores de superficie.

Estos componentes interaccionan directamente con las especies cargadas de la arenisca, haciendo
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posible la adsorcién del crudo pesado en su superficie, dando lugar a superficies fuertemente
mojadas por crudo (X. Sun et al., 2018).

De igual manera, se analiz6 la mojabilidad de las rocas después de realizarse la imbibicion
en salmuera para asemejar el proceso de inyeccién de agua en yacimiento, encontrdndose que en
todas las muestras tuvieron similitud en el angulo de contacto con un promedio aproximado de 84
+ 9 °, siendo establecida nuevamente una mojabilidad intermedia, la cual se debe a la extraccion
superficial de crudo por parte de la salmuera a temperatura de yacimiento (60 °C), ya que el agua
se embebe dentro de la roca y desplaza el crudo desde los poros de la roca hasta la superficie.

Sin embargo, de acuerdo con Chen et al. (2020), el crudo extraido con agua caliente suele
contener menor cantidad de asfaltenos, solidos finos y ningun mineral pesado, por lo que es menos
viscoso. Por ende, los asfaltenos presentes hacen que la superficie sea aun oleofilica, por lo que
evitan que la roca vuelva a tener un comportamiento mas mojable por agua como inicialmente se
encontraba.

Finalmente, en la Figura 47 se visualizan los valores de angulo de contacto en las muestras
de roca después de los procesos de imbibicion con los nanofluidos descritos en la Tabla 16.
Primero, se determind que el surfactante Surf-A redujo el angulo de contacto a valores promedio
de 83 +3°y 85+ 7°enlas muestras M1y M2, respectivamente, indicando que el surfactante por
si solo no modifica fuertemente la mojabilidad de la roca. Esto se debe a que la arenisca, al ser una
superficie cargada negativamente, genera repulsion y baja afinidad por el surfactante de tipo

anionico, dificultando la accién del surfactante en la superficie (Y. Wang et al., 2011).
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Figura 47.

Angulos de contacto en las muestras de roca después de la imbibicion con los nanofluidos

estudiados.
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Nota. El grafico muestra los valores del angulo de contacto con su respectiva desviacion estandar.
Asimismo, se muestra los rangos de mojabilidad: mojado por agua (azul claro), mojabilidad neutra

(rosado) y mojado por crudo (gris claro).

No obstante, al utilizarse nanoparticulas como aditivos del surfactante, se observa un efecto
significativo en la disminucién del &ngulo de contacto hacia valores con mayor mojabilidad por el
agua y se acentlia ain mas al incrementarse la concentracion de nanoparticulas, ya sea de SiO2 0

de Al,Os3, tal como se muestra en la Tabla 18.
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Tabla 18.
Valores de &ngulo de contacto obtenidos en las muestras de roca después de la imbibicion con

los nanofluidos estudiados.

Muestra de roca Nanofluido estudiado Angulo de contacto promedio (°)
M1 Surf-A (3.000 mg/L) 83+3
M2 Surf-A (3.000 mg/L) duplicado 85+ 7
M3 Surf-A + 50 mg/L SiO- 83+9
M4 Surf-A + 100 mg/L SiO> 76 £ 4
M5 Surf-A + 150 mg/L SiO> 68 + 8
M6 Surf-A + 50 mg/L Al>O3 74+6
M7 Surf-A + 100 mg/L Al2Os 61 +5
M8 Surf-A + 150 mg/L Al2O3 46 +9

Nota. Las mediciones del angulo de contacto se realizaron por triplicado sobre la superficie de

cada una de las muestras de roca.

La tendencia mostro que el incremento en la concentracion de nanofluidos de Al.O3 redujo
aun mas el angulo de contacto en la roca de arenisca con respecto a los nanofluidos de SiO;. Esto
se debe a la gran afinidad electrostatica de las nanoparticulas de Al2Os con los granos de arenisca,
la cual fue explicada en la Seccion 4.4.2, asi como la interaccion entre dichas nanoparticulas con
los grupos carboxilos (-COQ") presentes en el crudo pesado adherido a la roca, favoreciendo asi a
la adsorcion de este tipo de nanoparticulas sobre su superficie, transformandola a ser mas mojable

por agua (Giraldo et al., 2013; Rezvani et al., 2019; X. Sun et al., 2018).
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Lo anterior ocurre porque las nanoparticulas de Al>Os tienden a estar cargadas
positivamente a valores de pH inferiores a su punto isoeléctrico, tal como se observa en la Ecuacion
(17). Segun lo reportado en la literatura, el punto isoeléctrico de dichas nanoparticulas se encuentra
en el rango de 9 a 9,6 (X. Sun et al., 2018; Vidrich et al., 2005), lo cual es superior a los valores
de pH encontrados en las formulaciones surfactante/nanoparticulas estudiadas, cuyo rango de pH

fuede6,5a72.

Al 03, + 6H;0%,) + H,00) = 2(AI(0H,)6)3, (17)

Finalmente, los nanofluidos de SiO también modifican la mojabilidad de la roca embebida
previamente con crudo, a pesar de que tengan carga negativa similar a la de la arenisca. Este
fendmeno se exhibe por la presencia de especies quimicas con bases nitrogenadas (-NH*) en el
crudo, tales como aminas y compuestos heterociclicos, quienes atraen a las nanoparticulas
mediante interacciones atractivas, dando lugar a su adsorcion en la superficie de la roca.

No obstante, la adhesion de este tipo de nanoparticulas en superficies con predominancia
en interacciones repulsivas suele ser desfavorable, ya que hay un proceso de adsorcion competitivo
entre las nanoparticulas de SiO2 y los grupos acidos (-COQO) del crudo, pero gracias a la presencia
de especies positivas como el sodio (Na*) proveniente de la salmuera y el cual forma complejos
con los grupos acidos del crudo, ayuda a la neutralizacién de dichos grupos y favorece la adsorcién
de este tipo de nanoparticulas sobre la superficie de la roca, transformandola a ser mojable por
agua, pero en menor medida en comparacion con las nanoparticulas de Al2Os (G. Kumar et al.,

2022; X. Sun et al., 2018).
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4.5. Caracterizacion de los crudos analizados

Los crudos obtenidos después del proceso de emulsificacion se analizaron mediante
espectroscopia de ultravioleta-visible (UV-Vis) y de resonancia magnética nuclear (RMN),
mientras que los crudos recuperados en las pruebas de interaccion roca/fluido solamente fueron

analizados por espectroscopia de resonancia magnetica nuclear (RMN).

4.5.1. Espectroscopia Ultravioleta-Visible (UV-Vis)

Los espectros UV-Vis de los crudos obtenidos después de las pruebas de emulsificacion
con los nanofluidos estudiados se muestran en la Figura 48, en donde se observa la presencia de
tres bandas de absorbancia, una a 242 nm correspondiente a los compuestos bencénicos, otra a 262
nm debido a la presencia de compuestos nafténicos y, por tltimo, la banda de Soret a 412 nm, la
cual muestra informacién de compuestos porfirinicos metalicos (E. E. Banda-Cruz et al., 2016,
2020; Yokota et al., 1986).

Con la informacion suministrada con dichas bandas, se realizo la Tabla 19, hallandose que
la adicién de nanoparticulas en el surfactante incrementa la absorbancia de estos tres tipos de
compuestos, los cuales estan presentes en las estructuras moleculares de asfaltenos. Esto indica
que las nanoparticulas, ya sea de SiO2 o de Al.O3, adsorben asfaltenos en sus superficies,
reduciendo el apilamiento intramolecular n-t entre estas moléculas, lo cual evita su floculacion,
aglomeracion y posterior precipitacion, lo que conlleva asi a un incremento en la concentracion de
estos compuestos en los crudos obtenidos después del proceso de desemulsificacion (Franco et al.,

2013; Kazemzadeh et al., 2015; Nassar et al., 2012; Sadegh Mazloom et al., 2020)-
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Figura 48.

Espectros UV-Vis de los crudos desemulsificados.
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Nota. La grafica expone los espectros UV-Vis de los crudos desemulsificados, teniendo en cuenta
tres bandas de absorbancia correspondiente a compuestos: (1) bencénicos a 242 nm, (2) nafténicos

a 262 nmy (3) porfirinicos a 412 nm.

Finalmente, se encontr6 que los crudos obtenidos después de la emulsificacion con
nanofluidos de Al2Os tienen un mayor contenido de asfaltenos, ya que hay una mayor absorbancia
en las bandas a 242, 262 y 412 nm. Esto indica una baja adsorcion de estos compuestos
poliaromaticos en su superficie en comparacién con las nanoparticulas de SiO», las cuales, de
acuerdo con Madhi et al. (2017), poseen una mayor afinidad de adsorcién que las nanoparticulas

de Al>Os3, y este comportamiento se atribuye a la quimica de superficie a causa de las interacciones
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polares entre las nanoparticulas y el asfalteno y a la elevada superficie especifica. Asimismo, al
ser nanoparticulas hidrofilicas, transportan los asfaltenos a la disolucién acuosa, por lo que hay
baja absorbancia de dichas bandas en los crudos emulsificados previamente con los nanofluidos

de SiOs.

Tabla 19.

Efecto de los nanofluidos estudiados en la estructura quimica del crudo pesado medido con UV-

Vis.
Absorbancia

Fluido o nanofluido Benceénicos Nafténicos Porfirinicos
242 nm 262 nm 412 nm
Surf-A 3.000 mg/L 0,2701 0,2036 0,0112
Surf-A + 50 mg/L SiO> 0,3894 0,3162 0,0382
Surf-A + 100 mg/L SiO> 0,3316 0,2618 0,0290
Surf-A + 150 mg/L SiO> 0,2946 0,2500 0,0271
Surf-A + 50 mg/L Al;,O3 0,4013 0,3250 0,0244
Surf-A + 100 mg/L Al203 0,4024 0,3495 0,0355
Surf-A + 150 mg/L Al203 0,5731 0,4673 0,0383

4.5.2. Espectroscopia de Resonancia Magnética Nuclear (RMN)
Los espectros de RMN de los crudos obtenidos después de las pruebas de emulsificacion
con los nanofluidos estudiados se muestran en el Apéndice G, con los cuales se determinaron los

parametros moleculares promedio dichos en la Seccion 3.3.7.3.
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En la Figura 49, se muestra que todos los pardmetros moleculares incrementan a medida
que la concentracion de nanoparticulas aumenta, indicando una mayor presencia de cadenas
alifaticas y anillos aromaticos. Esto se debe a que las nanoparticulas, ya sean de SiO2 o de Al20s,
adsorben los grupos aromaticos mediante una débil union del sistema 7 con los hidrogenos del
silanol o aluminol presentes en la superficie de la nanoparticula de SiO. o0 Al>Os, respectivamente

(Amin & Solaimany Nazar, 2016; Ringwald & Pemberton, 2000).

Figura 49.

Parametros moleculares promedio de los crudos obtenidos después de las pruebas de

emulsificacion.
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Lo anterior indica que las fracciones con grupos aromaticos presentes como las resinas y
asfaltenos permanezcan en la emulsificacion, evitando los fendémenos de floculacion,
aglomeracion y posterior precipitacion, lo que conlleva asi a un incremento en la concentracion de
estos compuestos en los crudos obtenidos después del proceso de desemulsificacion. No obstante,
hay una disminucion leve en el factor de aromaticidad en los crudos obtenidos con los nanofluidos
de SiO., lo cual puede ser explicado por lo dicho en la Seccién 4.5.1. Por altimo, al adicionar la
formacion rocosa dentro del proceso mediante las pruebas de detergencia, se observa cambios en
los espectros RMN de los crudos obtenidos y a su vez, de los pardmetros moleculares promedio,
los cuales se muestran en la Figura 50. Cabe recordar que los espectros RMN de cada uno de los
crudos obtenidos después de las pruebas de detergencia con los nanofluidos estudiados se
visualizan en el Apéndice G.

De acuerdo con el modelo establecido por He et al. (2013), al interaccionar el crudo con la
formacion rocosa de tipo arenisca, los asfaltenos se floculan y forman complejos con las resinas,
los cuales interactlan directamente con la superficie de la roca. Mientras que, los saturados y
aromaticos son mas dispersivos y se localizan predominantemente en la capa externa del crudo
embebido. Teniendo en cuenta lo anterior, el crudo extraido de la roca Unicamente con el
surfactante posee menos compuestos aromaticos, ya que el tensoactivo no interacciona
fuertemente con las resinas y asfaltenos, lo que se visualiza en su bajo valor de factor de
aromaticidad, haciendo que se recupere un crudo con mayor contenido de compuestos alifaticos.

Por otra parte, al incrementar la presencia de nanoparticulas de Al.Os, el factor de
aromaticidad y los parametros n y r también se aumenta, ya que la gran afinidad electrostatica

entre las nanoparticulas de Al2Os con los grupos carboxilos (-COO") presentes en el crudo pesado
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adherido a la roca, permite la adsorcion de dicho crudo en la nanoparticula, reduciendo su

contenido en la superficie de la roca, transformandola a ser mas mojable por agua (Giraldo et al.,

2013; Rezvani et al., 2019; X. Sun et al., 2018).

Figura 50.

Parametros moleculares promedio de los crudos obtenidos después de las pruebas de

detergencia.
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Para culminar, en el caso de las nanoparticulas de SiO., se disminuye el factor de

aromaticidad y se aumentan los parametros n y r al incrementar su presencia, lo que se asocia a
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que este tipo de nanoparticulas interactian completamente con los asfaltenos, pero las resinas
evitan que éstos sean extraidos y transportados a la disolucién acuosa. A pesar de ello, las
nanoparticulas de SiO; transforma la mojabilidad de la roca a ser mojable por agua, pero en menor
medida con respecto a las nanoparticulas de Al>Os3 (G. Kumar et al., 2022; X. Sun et al., 2018).
Por dltimo, la recuperacion de crudo descrita en la Seccion 4.4.2 fue mayor al utilizarse los
nanofluidos de SiO2, pero con los resultados obtenidos mediante espectroscopia RMN se puede
afirmar que estos crudos obtenidos tienen una naturaleza mas liviana, ya que hay menor contenido
de hidrdgenos aromaticos en su estructura molecular. Mientras que, los crudos recuperados con
los nanofluidos de Al,Os3, a pesar de extraerse menor cantidad, poseen un comportamiento similar
al crudo original, dando a entender asi que las nanoparticulas de Al>Os son mas selectivas en la

extraccion de crudos pesados que las nanoparticulas de SiOa.

4.6.  Aportes de la investigacion

La investigacion realizada ha sido fundamental para comprender el desarrollo de
formulaciones surfactante/nanoparticulas para su uso en el recobro mejorado de un crudo pesado
colombiano. Para ello, se determino que la seleccion del surfactante debe basarse en el andlisis de
sus propiedades fisicoquimicas, la concentracion micelar critica, la salinidad del fluido base y la
tensién interfacial crudo/agua, con el fin de garantizar que se utilice un surfactante eficaz para la
aplicacién en el proceso de recobro mejorado. También se consideraron otros factores importantes,
como la compatibilidad con las nanoparticulas y la estabilidad de estas formulaciones en el
yacimiento.

De igual manera, la inclusion de las nanoparticulas en las formulaciones fue analizada

mediante pruebas de interaccion fluido/fluido y roca/fluido, con el objetivo de determinar el
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incremento en la efectividad del surfactante al reducir ain mas la tension interfacial crudo/agua,
lo que puede aumentar la eficiencia de la emulsificacion y el cambio en la mojabilidad de la roca.

Finalmente, las técnicas de caracterizacion ayudan a confirmar que la presencia de
nanoparticulas en el surfactante mejora la efectividad de la formulacion con respecto a las pruebas
de emulsificacién y detergencia, ya que la espectroscopia de Ultravioleta-Visible (UV-Vis)
identifica la presencia de compuestos poliaromaticos en el crudo y la espectroscopia de Resonancia
Magnética Nuclear de protones (RMN-tH) permite establecer pardmetros moleculares promedio
del crudo, para asi poder ser analizados antes y después de cualquier tratamiento o proceso de

recuperacion.
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5. Conclusiones

La seleccion del surfactante se realizé con base en los mejores resultados de concentracion
micelar critica, salinidad adecuada de uso y tension interfacial crudo/agua. También se
consideraron otros factores importantes como la compatibilidad con los diferentes productos
quimicos utilizados y la estabilidad del surfactante en el entorno de yacimiento, por lo que el
surfactante Surf-A fue el tensoactivo seleccionado a una concentracion de 3.000 mg/L y a una
salinidad de 15.000 mg/L de NaCl, para su uso a una temperatura aproximada de 60 °C.

La naturaleza quimica del surfactante Surf-A tiene un efecto positivo en la interaccion
agua/crudo, debido a la presencia de grupos hidroxilo y de un anillo bencénico en su estructura
molecular, previamente determinados por técnicas analiticas como espectroscopia de Resonancia
Magnética Nuclear de protones (RMN-H) y espectroscopia Infrarroja por transformada de Fourier
(FTIR). Los grupos hidroxilo pueden contribuir a la solubilidad del surfactante en agua y a la
formacion de micelas, mientras que el anillo bencénico puede actuar como un grupo lipofilico que
puede interaccionar con el crudo pesado, permitiendo reducir la tensién interfacial crudo/agua a
un valor de 0,5074 mN/m.

Los resultados obtenidos mediante las pruebas de botella y el andlisis de estabilidad con la
técnica del Turbiscan revelaron que las nanoparticulas de SiO, pueden ser efectivamente
incorporadas en las formulaciones de surfactante con una mayor interaccién en comparacion con
las nanoparticulas de Al>Os. Ademas, se encontrd que, en el rango de concentraciones de
nanoparticulas estudiadas (0 a 800 mg/L), hay un efecto significativo en la estabilidad de los
nanofluidos. Esto se debe ya que, al incrementar la concentracion de éstas, se sedimentan a causa
de la formacién de aglomerados de tamafio creciente y a su vez, al ser mas densas que el fluido

base, se depositan en el fondo del fluido. En el caso de las nanoparticulas de SiO2, se mostro la
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presencia de sedimento después de una concentracion de 150 mg/L, mientras que las
nanoparticulas de Al,Oz fue después de 100 mg/L.

Por otro lado, el uso de surfactantes y sus mezclas no reducen la tension interfacial
crudo/agua a valores ultrabajos, por lo que se confirma que una simple reduccion en la tension
interfacial no es suficiente para la efectividad de estos compuestos quimicos en crudos pesados.
Por tanto, existen otros mecanismos diferentes a la reduccién en la tension interfacial crudo/agua
que podrian garantizar el éxito de su implementacion en dichos crudos, encontrandose que la
emulsificacion es un mecanismo importante que ayuda a mejorar la movilidad y a reducir la
viscosidad del crudo, lo que facilita su extraccion y procesamiento.

Las emulsiones mas utilizadas en el recobro mejorado son las emulsiones O/W puesto que
son menos viscosas gracias a que el agua es la fase externa, la cual permite al crudo deslizarse
facilmente sobre cualquier superficie. Asimismo, se encontrd que las nanoparticulas de SiOzy
Al>O3 generan emulsiones menos viscosas que empleando Unicamente el surfactante de estudio,
siendo una solucion alternativa a los problemas de fluidez y movilidad que afectan la extraccion y
transporte del crudo pesado. No obstante, las nanoparticulas de SiO- tuvieron un mayor efecto en
la viscosidad de las emulsiones formadas, obteniéndose reducciones del 94 al 97% en comparacion
con el surfactante puro, mientras que las nanoparticulas de Al,Os redujeron la viscosidad del crudo
en un 90 al 94%. Esto es causado porque las nanoparticulas adsorben los componentes pesados del
crudo para producir una reduccion del tamafio de los agregados de asfaltenos.

De igual manera, las pruebas experimentales de detergencia y angulo de contacto a escala
de laboratorio fueron herramientas Utiles para evaluar la interaccion roca/fluido y determinar la
efectividad de las formulaciones surfactante/nanoparticulas en la recuperacion de petréleo,

observandose que los nanofluidos de Al>Os3 tienen una mayor capacidad para modificar la



RECOBRO MEJORADO CON SURFACTANTES Y NANOPARTICULAS 151

mojabilidad de la roca de arenisca embebida con crudo pesado en comparacion con los nanofluidos
de SiO», llegando a un angulo de contacto promedio de 46 + 9° al utilizarse una concentracion de
150 mg/L de Al>Os. Esto se debe a la gran afinidad electrostatica de las nanoparticulas de Al>O3
con los granos de arenisca y la interaccién entre dichas nanoparticulas con los grupos carboxilos
presentes en el crudo pesado adherido a la roca. Sin embargo, esta afinidad favorece ain mas al
taponamiento de los espacios porales que, junto con la precipitacion de las nanoparticulas, genera
una baja extraccién de crudo, que se acenttia ain mas con el incremento en la concentracion de
dichas nanoparticulas, llegando a un valor de aproximadamente 3,5 % a 150 mg/L de Al,O:s.

El uso de técnicas espectroscopicas permitid determinar que la adicion de nanoparticulas
en el surfactante mejora la efectividad de la formulacion con respecto a las pruebas de
emulsificacion y detergencia, ya que se analizd la presencia de asfaltenos utilizando espectroscopia
de Ultravioleta-Visible (UV-Vis) y parametros moleculares promedio empleando espectroscopia
de Resonancia Magnética Nuclear de protones (RMN-'H). Con respecto a la presencia de
asfaltenos, se encontr6 que hay una mayor disminucion de la cantidad de éstos en el crudo al
aumentar la concentracion de las nanoparticulas de SiOa, las cuales adsorben dichas moléculas y
las transporta a la disolucion acuosa por la naturaleza hidrofilica de la nanoparticula. Finalmente,
con los pardmetros moleculares, se encontrd que las nanoparticulas de Al,Oz son mas selectivas

en la extraccion de crudos pesados que las nanoparticulas de SiO..
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6. Recomendaciones

Determinar el efecto de diferentes tipos de sales o de aguas sintéticas sobre los surfactantes
utilizados, ya que la presencia de diversos iones mono o divalentes pueden afectar la capacidad de
los surfactantes para reducir la tension interfacial y movilizar el crudo atrapado en la roca.

Realizar pruebas de caracterizacion como espectroscopia de absorcion atémica y andlisis
elemental al surfactante comercial Surf-A, con el fin de determinar cuantitativamente el contenido
de C, N, Oy Sy trazas de metales presentes, lo cual es importante para evaluar la pureza y calidad
del surfactante.

Llevar a cabo pruebas de potencial zeta y analisis BET a las nanoparticulas de SiO, y Al>O3
y a lamuestra de roca proveniente de la Formacion Mugrosa utilizadas en la presente investigacion,
ya que permitiria estudiar con mayor exactitud la estabilidad e interaccion de las nanoparticulas
con la formacion rocosa.

Analizar las formulaciones surfactante/nanoparticulas a nivel estatico y dinamico en
diferentes tipos de formaciones rocosas en donde se hallen yacimientos de crudo pesado, con el
objetivo de determinar su efecto y eficacia en el proceso de extraccion de crudo.

Efectuar pruebas dindmicas o de desplazamiento utilizando las formulaciones
surfactante/nanoparticulas que tuvieron los mejores rendimientos en las diferentes pruebas
estaticas descritas en el presente libro, con el proposito de analizar estas mezclas en presencia de
diferentes tipos de rocas y a diferentes temperaturas y presiones. Asimismo, a partir de condiciones
de campo y propiedades petrofisicas es importante simular las condiciones reales empleando
softwares como CMG, Petrel, Nexus, Eclipse, etc.

Hacer ensayos de corrosion a las tuberias empleadas para la inyeccion de surfactantes o

nanofluidos en campos petroleros, con miras a identificar los materiales mas adecuados para
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resistir la corrosion generada por dichos compuestos quimicos en condiciones especificas y

determinar el tiempo de vida Gtil de los materiales en ambientes corrosivos.
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Apeéndices

Apéndice A. Pruebas de estabilidad de los nanofluidos

Tabla A.1.

Caracterizacion de los nanofluidos estudiados.

pH Indice de refraccion Densidad
Fluido o nanofluido
(a25°C) (@20 °C) (g/mL a25°C)
Salmuera

7,23 1,3330 0,9964

(15.000 mg/L NaCl)

Surf-A
6,96 1,3356 1,0072
(3.000 mg/L)

Surf-A + 50 mg/L SiO> 6,53 1,3389 1,0076
Surf-A + 100 mg/L SiO> 6,42 1,3390 1,0065
Surf-A + 150 mg/L SiO> 6,32 1,3390 1,0062
Surf-A + 50 mg/L Al2O3 6,50 1,3390 1,0067
Surf-A + 100 mg/L Al>O3 6,66 1,3391 1,0064

Surf-A + 150 mg/L Al2O3 6,75 1,3391 1,0068
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Figura A.1.
Resultados del barrido por incremento de transmision (AT) de las muestras de referencia.
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Nota. El grafico muestra los barridos por incremento de transmision (AT) durante los primeros 720

minutos de prueba (12 horas), para las muestras de referencia: (a) Salmuera (15.000 mg/L NaCl)

y (b) Surf-A (3.000 mg/L).
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Figura A.2.

Resultados del barrido por incremento de transmision (AT) de los nanofluidos de SiO».
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Nota. El grafico muestra los barridos por incremento de transmision (AT) durante los primeros 720

minutos de prueba (12 horas), para los nanofluidos con diferentes concentraciones de SiO; (50,

100y 150 mg/L).
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Figura A.3.

Resultados del barrido por incremento de transmision (AT) de los nanofluidos de Al>Oz.
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Nota. El grafico muestra los barridos por incremento de transmision (AT) durante los primeros 720
minutos de prueba (12 horas), para los nanofluidos con diferentes concentraciones de Al.O3 (50,

100 y 150 mg/L).
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Apéndice B. Caracterizacion del crudo pesado

Figura B.1.

Espectros RMN-tH del crudo pesado estudiado y sus fracciones SARA.
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Apéndice C. Pruebas de estabilidad de las emulsiones

Figura C.1.

Resultados del barrido por incremento de retrodispersion (ABS) de emulsiones generadas a diferentes proporciones agua/crudo.

Surf-A 3.000 mg/L Surf-A + SiO, 50 mg/L
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Nota. El grafico muestra los barridos por incremento de retrodispersion (ABS) durante los 720 minutos de prueba (12 horas) para el

surfactante Surf-A a 3.000 mg/L (A, C, E) y el nanofluido Surf-A + SiO, 50 mg/L (B, D, F) a una temperatura de 60 °C.
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Figura C.2.

Resultados del barrido por incremento de retrodispersion (ABS) de emulsiones generadas a diferentes temperaturas.

Surf-A 3.000 mg/L Surf-A + SiO, 50 mg/L
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Nota. El grafico muestra los barridos por incremento de retrodispersion (ABS) durante los 720 minutos de prueba (12 horas) para el

surfactante Surf-A a 3.000 mg/L (A, C, E) y el nanofluido Surf-A + SiO, 50 mg/L (B, D, F) a una proporcién de 75% agua / 25% crudo.
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Apeéndice D. Tamafio de gota de emulsiones

Tabla D.1.

Tratamiento de imagenes para la determinacién del tamafio de gota en emulsiones generadas con nanofluidos de SiO-.

Surf-A Surf-A + 50 mg/L SiO, | Surf-A + 100 mg/L SiO, | Surf-A + 150 mg/L SiO,

.y Original
las imagenes

Tratamiento de

las gotas

Seleccidn de

Nota. Las imagenes fueron tratadas y analizadas con el software ImageJ®.
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Tabla D.2.

Tratamiento de imagenes para la determinacién del tamafio de gota en emulsiones generadas con nanofluidos de Al,Os.

Surf-A Surf-A + 50 mg/L Al,O, |Surf-A + 100 mg/L Al,O4Surf-A + 150 mg/L Al,O,

. Original
las imagenes

Tratamiento de

Seleccion de
las gotas

Nota. Las imagenes fueron tratadas y analizadas con el software ImageJ®.
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Apéndice E. Caracterizacion de las muestras de roca de la Formacion Mugrosa

Figura E.1.

Micrografia SEM y espectro EDS de mezcla de cuarzo con moscovita en la muestra de roca de

la Formacion Mugrosa.

K
zll (IS é 1|0 1|2 14
Energia (keV)

Elemento Wt% At%
CK 19,65 32,12
OK 26,40 32,40
NaK 0,26 0,23
MgK 0,20 0,16
AIK 10,56 7,68
SiK 29,57 20,67
SK 0,31 0,19

KK 13,05 6,55
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Figura E.2.

Micrografia SEM y espectro EDS de albita en la muestra de roca de la Formacién Mugrosa.

KCnt

191

Fe

A

6 8 10 12
Energia (keV)

14

Elemento Wit% At%
CK 20,05 39,42
OK 23,42 34,57
MgK 0,96 0,93
AIK 0,79 0,69
SiK 1,50 1,26

SK 1,77 1,30

KK 0,12 0,07
MnK 1,41 0,61
FeK 49,98 21,14
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Figura E.3.

Micrografia SEM y espectro EDS de microclina en la muestra de roca de la Formacion

Mugrosa.

4 6 8 10 12 14
Energia (keV)

Elemento Wit% At%
CK 12,74 20,14
OK 38,19 45,31

NaK 8,17 6,75
AIK 10,83 7,62
SiK 29,34 19,83

CaK 0,73 0,34
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Figura E.4.

Micrografia SEM y espectro EDS de moscovita en la muestra de roca de la Formacion Mugrosa.

6 8 10 12 14
Energia (keV)

Elemento Wit% At%
CK 15,51 23,97
OK 43,06 49,95
NaK 0,54 0,43
MgK 0,08 0,06
AIK 8,55 5,88
SiK 23,51 15,54

SK 0,19 0,11

KK 8,55 4,06
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Figura E.5.

Micrografia SEM y espectro EDS de caolinita en la muestra de roca de la Formacién Mugrosa.

Al
c Isi
44 i
5
>
24 4
0+ N
0 2 4 6 8 10 12 14
Energia (keV)
Elemento W1t% At%
CK 48,35 62,31
OK 21,27 20,58
AIK 15,85 9,09

SiK 14,53 8,01
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Apéndice F. Pruebas de detergencia y &ngulo de contacto

Figura F.1.

Muestras de roca de la Formacién Mugrosa antes y después de las pruebas de detergencia.

Nota. Las fotografias muestran las muestras de roca de la Formacion Mugrosa: (A) en su estado
original, (B) después de la imbibicion de crudo, (C) después de la imbibicion en salmuera (15.000

mg/L NaCl) y (D) después de la imbibicién en los nanofluidos estudiados.
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Tabla F.1.

Angulos de contacto en las muestras de roca antes y después de cada uno de los procesos de imbibicion.

Post-imbibicién en
Muestra Post-imbibicién en el
Pre-imbibicién en crudo Post-imbibicién en crudo salmuera

de roca nanofluido estudiado

(15.000 mg/L NaCl)




RECOBRO MEJORADO CON SURFACTANTES Y NANOPARTICULAS 197

Nota. Las imagenes fueron tratadas y analizadas con el software DropPy — Python contact angle image processing analysis®.
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Figura G.1

Apéndice G. Caracterizacion de los crudos analizados

198

Espectros RMN de crudos obtenidos después de las pruebas de emulsificacion con nanofluidos

de SiOz.
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Figura G.2.

199

Espectros RMN de crudos obtenidos después de las pruebas de emulsificacion con nanofluidos

de Al>Os.
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Figura G.3.
Espectros RMN de crudos obtenidos después de las pruebas de detergencia con nanofluidos de

SiOo.
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Figura G.4.

201

Espectros RMN de crudos obtenidos después de las pruebas de detergencia con nanofluidos de

Al,Os.
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