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Resumen 

 

Título: Evaluación experimental del uso de agregados sólidos como desestabilizadores de sistemas 

surfactante/aceite/agua derivados de procesos de inyección de surfactantes* 

Autor: Alexandra Katherine Londoño Camacho** 

Palabras Clave: Surfactante, agua de producción, recobro, tratamiento, ambiental. 

Descripción: La industria Oíl & Gas ha implementado técnicas de recobro mejorado para 

aumentar la producción de petróleo, entre ellas la inyección de surfactantes. Sin embargo, la 

producción de agua aceitosa emulsificada o solubilizada es un problema ambiental de gran impacto 

en la aplicación de esta técnica de recobro químico. Por tanto, esta investigación plantea evaluar 

el uso de agregados sólidos económicos y de fácil adquisición como colas de ilmenita (FeTiO3), 

óxido de sílice (SiO2), bentonita (Al2O3.4SiO2.H2O) y carbonato de calcio (CaCO3) en la 

desestabilización de los sistemas surfactante/aceite/agua. Para ello, se formularon sistemas con 

comportamientos de fase tipo Winsor I y Winsor III usando crudo del campo Casabe de 21°API y 

como agente emulsificante se emplearon 5000 ppm de dodecilbencensulfonato de sodio (SDBS), 

simulando las condiciones reales de los efluentes de agua de producción presentes en campo. 

Luego, se realizaron pruebas de adsorción estática y se identificaron mediante isotermas la 

capacidad de adsorción para cada sólido, las comparaciones se realizaron por unidad de masa y de 

área superficial, mostrando una mayor capacidad de adsorción para el CaCO3 y las colas de 

FeTiO3, respectivamente. Posteriormente, se generaron emulsiones a las condiciones de salinidad 

definidas en la primera fase como Winsor I y Winsor III. Después de ello, se evaluó la eficiencia 

de remoción de aceite a diferentes áreas superficiales para los dos sólidos que obtuvieron el mejor 

comportamiento en las pruebas de adsorción por unidad de masa y área. El CaCO3 y las colas de 

FeTiO3 se adicionaron diferentes relaciones de masa/volumen tratado (g/ml) y se evaluó la 

eficiencia de remoción de aceite, mediante mediciones de concentración de Grasas&Aceites 

(G&A) por espectroscopia UV Vis. Los sólidos evaluados mostraron una eficiencia máxima de 

76.8% a una relación 0.14 g/mL para el CaCO3 y de 74.5% a una relación de 1.57 mg/mL para las 

colas de ilmenita. Por otra parte, se compararon las eficiencias obtenidas usando los sólidos 

propuestos para el tratamiento de emulsiones contra desemulsificantes químicos usados en la 

industria Oil&Gas. Para ello, se realizaron pruebas de botella usando rompedor inverso, universal 

y Span 20. Los resultados mostraron que para alcanzar una eficiencia mayor a la obtenida por los 

sólidos se requieren concentraciones de 1500 ppm de Span 20 y 2000 ppm de rompedor inverso. 

Finalmente, esta investigación permitió identificar el gran potencial que representa el uso de colas 

de ilmenita y carbonato de calcio en procesos más amigables ambientalmente para tratar aguas de 

producción derivadas de la producción aceite presente para su posterior reinyección o vertimientos 

según disposiciones ambientales y legales vigentes. 

 
* Trabajo de Grado 
** Facultad de Ingenierías Fisicoquímicas. Escuela de Ingeniería Química. Director: Ronald Alfonso Mercado Ojeda. 

Ph.D. en Procesos y Productos Codirector: Julio Andrés Pedraza Avella. Doctor en Ingeniería Química. Samuel 

Fernando Muñoz Navarro. M.Sc. en Ingeniería de Hidrocarburos. 
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Abstract 

 

Title: Experimental evaluation of the use of solid aggregates as destabilizers of 

surfactant/oil/water systems derived from surfactant injection processes* 

Author: Alexandra Katherine Londoño Camacho 1 

Key Words: Surfactant, production water, recovery, treatment, environmental. 

Description: The Oil & Gas industry has implemented improved recovery techniques to increase 

oil production, including the injection of surfactants. However, the production of emulsified or 

solubilized oily water is an environmental problem of great impact in the application of this 

chemical recovery technique. Therefore, this research proposes to evaluate the use of economical 

and easily acquired solid aggregates such as ilmenite glues (FeTiO3), silica oxide (SiO2), bentonite 

(Al2O3.4SiO2.H2O) and calcium carbonate (CaCO3) in destabilization of the surfactant/oil/water 

systems. For this, systems with Winsor I and Winsor III type phase behaviors were formulated 

using crude oil from the Casabe field of 21°API and 5000 ppm of sodium dodecylbenzenesulfonate 

(SDBS) were used as an emulsifying agent, simulating the real conditions of the water effluents. 

of production present in the field. Then, static adsorption tests were carried out and the adsorption 

capacity for each solid was identified through isotherms. The comparisons were made per unit of 

mass and surface area, showing a greater adsorption capacity for CaCO3 and FeTiO3 tails, 

respectively. . Subsequently, emulsions were generated at the salinity conditions defined in the 

first phase as Winsor I and Winsor III. After that, the oil removal efficiency at different surface 

areas was evaluated for the two solids that obtained the best performance in the adsorption tests 

per unit of mass and area. The CaCO3 and FeTiO3 tails were added at different mass/volume ratios 

treated (g/ml) and the oil removal efficiency was evaluated by measuring Fats&Oils (G&A) 

concentration by UV Vis spectroscopy. The solids evaluated showed a maximum efficiency of 

76.8% at a ratio of 0.14 g/mL for CaCO3 and 74.5% at a ratio of 1.57 mg/mL for the ilmenite tails. 

On the other hand, the efficiencies obtained using the solids proposed for the treatment of 

emulsions were compared against chemical demulsifiers used in the Oil&Gas industry. For this, 

bottle tests were carried out using reverse, universal and Span 20 breaker. The results showed that 

to achieve greater efficiency than that obtained by solids, concentrations of 1500 ppm of Span 20 

and 2000 ppm of reverse breaker are required. Finally, this research made it possible to identify 

the great potential represented using ilmenite and calcium carbonate tailings in more 

environmentally friendly processes to treat production waters derived from the production of 

present oil for subsequent reinjection or discharges according to current environmental and legal 

provisions. 

 
* Degree Work 
1 Faculty of Physicochemical Engineering. Petroleum Engineering School. Director: Ronald Alfonso Mercado Ojeda. 

Ph.D. in Processes and Products Co-director: Samuel Fernando Muñoz Navarro. M.Sc. in Hydrocarbon Engineering 
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Introducción 

Bajo la premisa de incrementar la producción de hidrocarburos, la aplicación de métodos 

de recobro mejorado ha permitido aumentar el potencial de los campos petroleros explotados 

durante décadas en Colombia (Castro et al., 2010). Dentro de estos métodos se encuentra la 

inyección de surfactantes, que consiste en la inyección de tensioactivos, que gracias a su naturaleza 

anfifílica, permiten reducir la tensión interfacial entre el agua y el aceite, favoreciendo la reducción 

del crudo residual atrapado en las gargantas de poro, por la acción de las fuerzas capilares. Sin 

embargo, los surfactantes usados en el recobro de crudo generan sistemas estables en los efluentes 

acuosos, como emulsiones y microemulsiones.  Esto se debe a que el tensioactivo inyectado facilita 

la dispersión del aceite en la fase acuosa, proceso que, además, se ve agravado por la turbulencia 

y los altos esfuerzos de corte, que se presentan en el recorrido de los fluidos desde fondo de pozo 

hasta las facilidades de superficie.   

 

Una estimación del promedio mundial, indica que por cada barril de crudo extraído se producen 

de 10 a 15 barriles de agua y se generan cerca de 12.7 mil millones de galones diarios de agua de 

producción (Bogardi & Fekete, 2021). El agua producida debe ser tratada, con el fin de dejarla en 

condiciones óptimas según los límites de vertimiento permitidos por la entidad ambiental 

competente o para su posterior reinyección (Sheng, 2015). 

 

Actualmente, existen varias tecnologías empleadas para remover las gotas de aceite dispersas en 

el agua de producción, como la flotación con gas, coalescedores, separación de aceite por 

gravedad, membranas y oxidación química. Sin embargo, las soluciones actuales de tratamiento 

de agua no han brindado un éxito total en la resolución del problema, que implica tratar de forma 
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práctica y eficiente los millones de barriles de agua inutilizable producidos cada año en la industria 

de los hidrocarburos.  

 

Entre las técnicas convencionales se puede mencionar la flotación, la cual es ineficaz a la hora de 

tratar gotas de aceite de tamaño nanométrico y la cual, genera desechos durante el tratamiento que 

son difícilmente tratables. Por otra parte, la floculación química es un método de tratamiento 

eficaz, no obstante, requiere mucho tiempo, tiene altos costos y podría conducir fácilmente a la 

contaminación secundaria de los cuerpos de agua por los residuos generados (Yu et al., 2017).  

 

Asimismo, la filtración con membranas se ve limitada por el alto requerimiento energético y el 

deterioro del material con su uso (Shao et al., 2019). De forma similar, teniendo en cuenta que las 

gotas de aceite emulsionado están normalmente cargadas negativamente, los floculantes catiónicos 

se usan de forma efectiva para flocular las gotitas de aceite mediante neutralización de cargas. Sin 

embargo, el proceso de floculación requiere mucho tiempo y los flóculos resultantes tienden a 

flotar, reduciendo la eficiencia de separación (Zhao et al., 2019).  

 

Adicionalmente, los desemulsificantes químicos han sido ampliamente explorados debido a su alta 

eficiencia y versatilidad, de igual forma, se han desarrollado varios productos químicos 

desemulsificantes, como polímeros de amonio cuaternario, polisiloxano y líquidos iónicos para 

tratar emulsiones y microemulsiones O/W y aunque su eficiencia de remoción ha mejorado hasta 

cierto punto, todavía no son totalmente efectivos en el tratamiento de aguas residuales oleosas 

emulsionadas, donde hay gotitas de aceite de tamaño <10 μm, que generan emulsiones con alta 
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estabilidad.(Wu et al., 2021).  En la Tabla 1, se presentan las limitaciones reportadas por algunas 

de las técnicas convencionales más usadas en el tratamiento de emulsiones (Adham et al., 2013). 

Tabla 1  

Desventajas de las técnicas convencionales de tratamiento de emulsiones 

 

Fuente: Modificado de Saad, M. A., Kamil, M., Abdurahman, N. H., Yunus, R. M., & Awad, O. 

I. (2019). An Overview of Recent Advances in State-of-the-Art Techniques in the Demulsification 

of Crude Oil Emulsions. Processes, 7(7), 470. https://doi.org/10.3390/pr7070470. 

 

Según lo anterior, se ha vislumbrado una oportunidad de mejora en el área de tratamiento de aguas 

residuales oleosas, mediante técnicas con menores requerimientos energéticos, de fácil aplicación 

y a costos más bajos, en comparación con las técnicas de tratamiento convencionales mencionadas 

con anterioridad.  Es así, que, con base en los resultados obtenidos de la investigación desarrollada 

por Mercado et al. en 2012, relacionados con el rompimiento de emulsiones catiónicas de aceite 

en agua, al adicionar arena de Fontainebleau en polvo, surge la necesidad de investigar el uso de 

agregados sólidos, en la desestabilización de sistemas surfactante/aceite/agua mediante el proceso 

de heterofloculación.  Este proceso consiste en la agrupación de las gotas de aceite, para formar 

flóculos que coalescen sobre la superficie sólida y facilitan la separación de las fases emulsionadas 

(Kumar et al., 2021).  
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Con este fin, se pretende estudiar el uso de varios agregados sólidos de bajo costo y de fácil 

adquisición, como lo son el óxido de sílice (componente principal de la arenisca), el carbonato de 

calcio (componente principal de las rocas carbonatadas), la bentonita, que es una arcilla de grano 

muy fino y finalmente, las colas de ilmenita, que quedan como desecho posterior al proceso de 

molienda, la cual se usa en la fabricación de catalizadores. Estos residuos provienen de arenas de 

negras colombianas, compuestas por hierro y dióxido de titanio, que se encuentra a la orilla de ríos 

y mares. 

 

Adicionalmente, en este estudio se pretende tratar sistemas surfactantes/aceite/agua con 

comportamiento de fases Winsor III y Winsor I, ya que son las estructuras micelares que se forman 

comúnmente en los efluentes producidos durante un proceso de inyección de surfactantes, donde 

se formula a nivel de yacimiento con la finalidad de alcanzar la formulación optima logrando 

tensiones interfaciales ultra bajas entre el agua y el aceite (Massarweh & Abushaikha, 2020). 

 

Por otra parte, los estudios realizados hasta la fecha relacionados con la adición de agregados 

sólidos como rompedores de emulsiones, se han enfocado únicamente en emulsiones asfálticas, 

ampliamente utilizadas en la construcción de obras civiles y no se han desarrollado estudios, que 

abarquen el rompimiento de emulsiones O/W, las cuales son de gran interés en tratamiento de 

efluentes de producción de un proceso de inyección de surfactantes, en la industria del petróleo 

(Elshorbagy & Chowdhury, 2013). De igual forma, existen muy pocos estudios que se enfoquen 

en el rompimiento de microemulsiones y se basan principalmente, en la desestabilización térmica 

de las mismas. Por tanto, es de gran interés evaluar el uso de agregados con diferente mineralogía, 

cargas y áreas superficiales en la desestabilización de sistemas surfactante/aceite/agua.
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1. Objetivos 

 

1.1 Objetivo General  

 

Evaluar experimentalmente el uso de agregados sólidos como desestabilizadores de 

sistemas surfactante/aceite/agua derivados de procesos de inyección de surfactantes. 

 

1.2 Objetivos Específicos 

 

• Formular sistemas surfactantes/aceite/agua con comportamiento de fases Winsor 

Tipo I y Winsor Tipo III usando un agente tensioactivo aniónico y la salinidad como 

parámetro de formulación. 

 

• Evaluar el efecto de la mineralogía de los agregados de bentonita, carbonato de 

calcio, óxido de sílice y colas de ilmenita en la adsorción estática de un surfactante 

aniónico en la interfase sólido líquido. 

 

• Evaluar el efecto del tipo de agregado sólido sobre la desestabilización de sistemas 

surfactante/aceite/agua con comportamientos de fase tipo Winsor I y Winsor III. 
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MARCO CONCEPTUAL 

2.  Generalidades de surfactantes y formulación de sistemas W/S/O según Winsor 

2.1 Inyección de Surfactantes  

Los procesos de recobro mejorado de aceite o EOR (Enhanced Oil Recovery) por sus siglas en 

inglés, se refieren a la inyección de fluidos y de energía que normalmente no está presente en el 

yacimiento con el objetivo de recuperar una mayor cantidad de aceite, lo cual es posible gracias a 

un conjunto de efectos, tales como la reducción de la tensión interfacial, las fuerzas capilares y 

viscosas, junto con el aumento del número capilar, la viscosidad del agua, el hinchamiento del 

crudo y la alteración de la mojabilidad del yacimiento (Sheng, 2015). El número capilar se describe 

en la ecuación 1 (Guo et al., 2022): 

 

Nc =
Fuerzas viscosas

Fuerzas capilares
=

µυ

γ
 (1) 

Donde: 

𝞾= la velocidad de desplazamiento del fluido de inyección (m/s) 

µ= la viscosidad del fluido inyectado (mPa) 

γ= la tensión interfacial entre el crudo y la salmuera (mN/m) o (dinas/cm) 

 

 La inyección de surfactantes es un proceso de recobro químico (Ver Figura 1), en el cual, se da 

una reducción de la tensión interfacial O/W a valores ultra-bajos de alrededor de 10-3 dinas/cm, 

gracias a la naturaleza anfifílica de las moléculas de tensioactivo, lo que reduce las fuerzas 

capilares, que mantienen el crudo retenido en el medio poroso, alcanzando un valor mínimo del 

número capilar del orden aproximado de 10-6 (Pal et al., 2018). Es así, como la inyección de 

surfactantes ha sido ampliamente usada como método de recobro en países como China, Estados 
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Unidos, Alemania, Francia, Austria, Omán y Canadá, con resultados exitosos tanto técnicos como 

financieros, permitiendo una recuperación adicional de más del 25% del petróleo original en sitio 

(OOIP) en comparación con un proceso de inyección de agua convencional (Bera et al., 2014). 

 

Figura 1  

Representación Proceso de inyección de surfactantes 

 

 

 

 

 

 

 

Tomado de: SHAMSIJAZEYI.H. et.al, Reducing Adsorption of Anionic Surfactant for Enhanced 

Oil Recovery: Part I. Competitive Adsorption Mechanism. Rice University, USA, 2013. 

 

La efectividad del proceso de recobro químico esta extremadamente ligada al comportamiento de 

las fases y a la reducción de la tensión interfacial (IFT) en el sistema salmuera-aceite-surfactante, 

lo cual depende en gran medida de la selección y formulación del tensioactivo a inyectar. El 

surfactante seleccionado debe tener la capacidad de reducir la IFT a valores ultra bajos y de alterar 

la mojabilidad en base a las necesidades particulares de cada yacimiento. Generalmente, los 

surfactantes aniónicos funcionan mejor en areniscas mientras que los catiónicos se usan de forma 

más frecuente en yacimientos carbonatados con el fin de reducir la pérdida del químico en la 

interfase sólido-líquido por adsorción (Kurnia et al., 2022).  
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En Colombia la inyección de surfactantes ha sido evaluada a nivel de laboratorio en varios campos 

colombianos. Adicionalmente, se han desarrollados algunos pilotos de ASP a nivel de campo 

(Castro et al., 2010). 

 

Sin embargo, según la API (American Petroleum Institute), la producción de petróleo y gas genera 

grandes volúmenes de agua, por cada barril de aceite producido se generan diez barriles de agua 

que requieren tratamiento para su vertimiento o reinyección. En el Decreto 1594 de 1984, se 

estableció un límite permitido de grasas y aceites en el agua de producción para disposición final 

en un cuerpo de agua superficial de 10 ppm. Por otra parte, con el fin de minimizar el impacto 

ambiental se ha optado por la reinyección de agua de producción, la cual según los estándares de 

NACE International se recomienda un límite de 5 ppm de grasas y aceites (G&A) en los efluentes 

de agua. 

 

2.1.1  Surfactantes 

Una molécula de surfactante tiene dos grupos funcionales, uno hidrofílico (soluble al agua) o polar 

y uno hidrofóbico (soluble al aceite) o no polar (Ver Figura 2). El grupo hidrofóbico es usualmente 

una cadena hidrocarbonada larga (C8-C18), la cual puede ser o no ramificada. Mientras que el grupo 

polar se forma por grupos carboxilatos, sulfatos, sulfonatos, alcoholes, cadenas polioxietilenadas 

y sales de amonio cuaternarios (Holmberg, 2002). De acuerdo con lo anterior, los surfactantes son 

agentes activos en una interfase, ya que son capaces de cambiar la cantidad de trabajo necesario 

para expandir dicha interfase, reduciendo así la tensión interfacial debido a su naturaleza dual 

(Cattoz et al., 2012). 
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El balance que existe entre la parte hidrofílica y lipofílica del tensioactivo, denominado HLB, 

provee al tensioactivo propiedades como la adsorción en interfases y la formación de estructuras 

micelares (Tadros, Tharwat F., 2014).  

Figura 2 

Estructura molecular de un surfactante 

 

 

 

 

 

Nota. Tomado de:  Mian Wu, Mengjin Zhai, Xiaobing Li, Adsorptive removal of oil drops from 

ASP flooding-produced water by polyether polysiloxane-grafted ZIF-8, Powder 

Technology,Volume 378, Part A, 2021. 

 

2.1.2 Clasificación de Surfactantes 

Los surfactantes se clasifican de acuerdo con la carga que existe en su cabeza hidrofílica. Si no 

hay una carga en su grupo polar se denomina surfactante no iónico como se observa en Figura 3. 

A pesar de no tener carga, su solubilidad en agua se deriva de la alta polaridad de grupos como el 

polioxietileno (POE) (R—OCH2CH2O—) o grupos R-poliol que incluyen azucares. Asimismo, si 

la carga es positiva es un tensioactivo de tipo catiónico, que contiene grupos como, por ejemplo, 

haluros de amonio cuaternario (R4N
+X-). Se forma contraria si su carga es negativa, es un 

surfactante aniónico, con grupos carboxilo (RCOO-M+), sulfonato (ROSO3
-M+), sulfato (ROSO3

-

M+), o fosfato (ROPO3
-M+). Por otra parte, si la cabeza hidrofílica posee ambas cargas tanto 
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positiva como negativa, se denomina tensioactivo zwiteriónico o anfoterico, como la sulfobetaína 

(RN+(CH3)2CH2CH2SO3
-) (Massarweh & Abushaikha, 2020).  

Figura 3  

Clasificación de surfactantes según su carga 

 

Tomado de: Massarweh, O., & Abushaikha, A. S. (2020). The use of surfactants in enhanced oil 

recovery: A review of recent advances. Energy Reports, 6, 3150-3178. 

https://doi.org/10.1016/j.egyr.2020.11.009. 

 

En general, la naturaleza de los grupos hidrofóbicos puede ser más variado que en el caso de los 

grupos polares. Frecuentemente, son cadenas hidrocarbonadas largas. Sin embargo, pueden incluir 

las siguientes estructuras (Myers,2020): 

1) Grupos alquilo de larga cadena lineal (n= C8-C22):CH3(CH2) n --S 

2) Grupos alquilo de cadena ramificada (n= C8-C22):CH3(CH2)nCH(CH3)(CH2) m CH2 

3) Cadenas de alquenilo insaturadas como las derivadas de los aceites vegetales: CH3(CH2) n 

CH =CH (CH2) m-S 

4) Alquilbencenos (C8-C15C6H4):  C9H19(C6H4)-S 

5) Alquilnaftetatos (Alquil R usualmente C3 o mayor):  Rn-C10H(7-n) -S 

6) Grupos fluoro alquilo (n>4): CF3(CF2) n - S 

7) Polidimetilsiloxanos: CH3-(OSi[CH3]2O)n -S 

8) Derivados del polioxipropilenglicol: CH3CH(OH)-CH2-O(-CH(CH3) CH2O) n -S 
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9) Biosurfactantes 

10) Derivados de polímeros naturales y sintéticos 

a) Surfactantes Aniónicos:  

          Los surfactantes aniónicos poseen una carga negativa cuando se ionizan en solución acuosa, 

lo cual favorece su baja adsorción en minerales con carga superficial negativa a pH neutro o básico 

(Iqbal & Khan, 2019). Otra característica de los surfactantes aniónicos es su sensibilidad a los 

iones divalentes y algunos tensioactivos exhiben una alta solubilidad en aceite, pero baja en agua. 

Sin embargo, la solubilidad en aceite aumenta con el tamaño de la cadena hidrocarbonada (Fink, 

2020). Algunos ejemplos de surfactantes aniónicos son los sulfatos (R-O-SO3-), sulfonatos(R-SO3-

), fosfatos (R-O-PO3-) y fosfonatos (R-PO3-). 

 

b) Surfactantes Catiónicos: 

Los surfactantes catiónicos poseen carga positiva al ionizarse en solución acuosa, lo cual 

favorece su baja adsorción en minerales con carga superficial positiva a cierto pH, como es el caso 

de la calcita, mientras que tiende a adsorberse en interfases sólido/líquido cargadas negativamente 

(Aveyard, 2019a). Sus monómeros son sensibles a la presencia de iones divalentes de forma 

similar a los tensioactivos aniónicos y normalmente, la solubilidad del tensioactivo en la fase oleica 

es promovida por múltiples grupos alquilo de cadena larga. Entre los más usados se encuentran las 

aminas primarias, secundarias, terciarias y los compuestos de amonio cuaternario (Fink, 2020).  

 

c) Surfactantes no Iónicos: 

Son aquellos tensoactivos que no se ionizan en solución acuosa, ya que no presentan carga 

en su grupo hidrofílico. Los grupos hidrófobos más comunes son ésteres, éteres y éter-ésteres, 
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mientras su grupo hidrófilo normalmente es un alcohol polihídrico o un polímero de óxido de 

alquilo (Iqbal & Khan, 2019).  

d) Surfactantes Anfotéricos o Zwitteriónicos: 

Los surfactantes anfóteros poseen un grupo hidrofílico que cambia de catiónico a no iónico 

a aniónico al aumentar pH (Iqbal & Khan, 2019). Estos surfactantes contienen varios grupos 

funcionales que se ionizan en solución acuosa dando como resultado productos de carácter 

aniónico o catiónico dependiendo del estado del medio (Rouette, 2001). Las moléculas más 

comunes son sulfonatos de amina (RNH-(CH2)x SO3H) o fosfatos de amina (RNH-(CH2)yOPO3H). 

 

e) Surfactantes Gemini: 

Los surfactantes Gemini, son dos monómeros unidos mediante un enlace covalente en su 

cabeza a través de un espaciador. La parte polar puede estar formada por grupos amonios, 

sulfonatos, carboxilatos, entre otros. Por otra parte, el espaciador está conformado por un grupo 

alquilo o aromático (Horzum et al., 2019).   

 

Los surfactantes Gemini son capaces de reducir la tensión interfacial a una menor concentración 

en comparación a los monómeros convencionales (Myers, 2020). Adicionalmente, el grupo 

espaciador entre las cabezas hidrofílicas aumenta la actividad superficial de los tensioactivos a 

bajas concentraciones en comparación a los monómeros convencionales (Numin et al., 2022). 

 

f) Surfactantes Extendidos: 

Los surfactantes extendidos son moléculas con polaridad intermedia, cuya adición de un 

grupo de óxido de etileno (EO) o de óxido de polipropileno (PO) entre las cabezas polares y las 
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colas hidrocarbonadas, confieren una mayor afinidad por el agua o por el aceite respectivamente, 

alcanzando tensiones interfaciales menores que los tensioactivos comunes.  

Adicionalmente, ofrecen una mayor tolerancia a la dureza y TDS altos, que sin duda son 

características atractivas para EOR (S. Wang, Chen, et al., 2019). Su estructura única les confiere 

un mayor potencial para convertir superficies neutras a superficies hidrófilas y esta propiedad 

aumenta porque las cadenas de EO más largas proporcionan interacciones polares más fuertes en 

la interfase sólido-líquido (X.-F. Chen et al., 2023). En la Figura 4 se puede observar la formula 

molecular descriptiva para este tipo de tensioactivos.   

Figura 4  

Estructura de surfactantes extendidos, a) R-(PO)x-SO4Na  b) R-(PO)y-(EO)2-SO4Na 

 

Nota. Tomado de: Witthayapanyanon, A., Harwell, J. H., & Sabatini, D. A. (2008). Hydrophilic–

lipophilic deviation (HLD) method for characterizing conventional and extended 

surfactants. Journal of Colloid and Interface Science, 325(1), 259-266. 

https://doi.org/10.1016/j.jcis.2008.05.061 

 

2.1.3 Adsorción de surfactantes en la interfase O/W 

Según (Tadros, Tharwat F., 2014) los surfactantes tienen la propiedad de adsorberse sobre 

superficies e interfases de sistemas y disminuir la energía libre interfacial en el límite de las fases, 

la cual se expresa en términos de mJm-2 o mNm-1. A su vez, una mayor adsorción de surfactantes 
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en la interfase se traduce en una menor tensión interfacial agua/ceite (ϒow), lo cual se ve 

influenciado por la estructura del tensioactivo y la naturaleza de las dos fases que se encuentran 

en la interfase. Por otra parte, dado que los surfactantes son moléculas anfifilicas, tienen la 

capacidad de ser soluble en un fluido especifico (agua) y a su vez, en un fluido insoluble al agua 

(aceite). Las colas hidrocarbonadas de los tensioactivos interactúan débilmente con las moléculas 

de agua, mientras que la parte iónica interactúa con las moléculas de agua mediante interacciones 

dipolo-dipolo. Asimismo, las fuerzas de dispersión y el enlace de hidrógeno tienden a expulsar la 

cadena hidrocarbonada fuera del agua por acumulación en las interfases y asociación en forma de 

micelas.  

 

 La tensión interfacial surge por las diferencias entre las fuerzas atractivas en un sistema, que dan 

como resultado un aumento general en la energía en la interfase, en comparación con la fase 

individual, siguiendo el principio termodinámico impulsor de que un sistema tiende hacia una 

condición de mínima energía, lo que conduce a la formación de curvaturas que se encuentran en 

gotas y burbujas donde se minimiza el área interfacial (Wines & Mokhatab, 2022). La tensión 

interfacial se puede expresar como el aumento en la energía libre de Gibbs por unidad de área 

interfacial a condiciones de presión y temperatura constantes (Rosen & Kunjappu, 2004). En la 

Figura 5 se puede observar el arreglo de moléculas de surfactantes posicionados en la interfase 

acuosa-oleica. 
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Figura 5 

Representación de surfactantes adsorbidos en la interfase acuosa-oleica 

 

Nota. Tomado de: Gao, B., & Sharma, M. M. (2013). A family of alkyl sulfate gemini 

surfactants. 2. Water–oil interfacial tension reduction. Journal of Colloid and Interface Science, 

407, 375-381. https://doi.org/10.1016/j.jcis.2013.06.066. 

 

Según (Rosen & Kunjappu, 2012), algunos aspectos fundamentales que se desean determinar en 

cuanto a la adsorción de los surfactantes son: la concentración de surfactante en la interfase, la 

orientación y el empaquetamiento del surfactante en la interfase, la tasa de adsorción, los cambios 

de energía ΔG, ΔH y ΔS en el sistema, dado que provee información del tipo y el mecanismo 

involucrado en la adsorción del tensioactivo en la interfase, y la eficiencia que corresponde a la 

relación de la concentración de surfactante en la interfase con respecto a la concentración en la 

fase líquida como se observa en la ecuación 2.  

 

𝐶𝑖𝑛𝑡𝑒𝑟𝑓𝑎𝑠𝑒

𝐶𝑏𝑢𝑙𝑘
= exp (−

𝛥𝐺

𝑅𝑇
) (2) 

𝑅 = 1.99 cal o (8.31 J/K/mol) y 𝑇 es la temperatura absoluta 
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Concentración Micelar Critica 

              Los surfactantes pueden agregarse para formar micelas, a una concentración lo 

suficientemente alta, la cual se conoce como concentración micelar critica (CMC). Las micelas 

pueden estar formadas por cerca de 50-200 moléculas de tensioactivo, cuyo tamaño y forma 

depende de consideraciones de tipo energético y geométrico (Cosgrove, 2010). 

 

Antes de la CMC, las moléculas coexisten en forma de monómeros, pero una vez superada ésta, 

se forman agregados de moléculas de surfactante dispersas en un coloide líquido y se puede 

observar un cambio notorio en varias propiedades fisicoquímicas de la solución (conductividades 

térmicas y eléctricas, viscosidad, tensión interfacial, etc.), como se puede analizar en la ¡Error! No s

e encuentra el origen de la referencia. (Massarweh & Abushaikha, 2020). 

Figura 6 

Comportamiento de la tensión interfacial al añadir surfactante 

 

Nota.Tomado de: Cosgrove, Terence. (2010). Colloid Science - Principles, Methods and 

Applications (2nd Edition) - 4.6.1 Thermodynamics of Micellization. John Wiley & Sons. 

Retrieved from https://app.knovel.com/hotlink/pdf/id:kt00CR61L3/colloid-science-

principles/thermodynamics-micellisation. 
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Según la solubilidad, los surfactantes se pueden clasificar en hidrófilos, los cuales son 

solubles en agua, como es el caso de la mayoría de los tensioactivos iónicos, y por otro lado, los 

lipófilos, son solubles en lípidos, como sucede con algunos surfactantes no iónicos, los cuales 

pueden ser hidrófilos o lipófilos, dependiendo del balance de los grupos hidrofílicos y lipofílicos 

por cada una de las fases (Nakama, 2017). 

 

A continuación, se mencionan algunos conceptos de formulación relevantes para la presente 

investigación, relacionados con los surfactantes y su afinidad hacia la fase hidrofílica e 

hidrofóbica, lo cual es fundamental para la formulación de los sistemas WI y WIII representativos 

de los efluentes de aguas de producción de un proceso de inyección de surfactantes, los cuales se 

buscan desestabilizar mediante la adición de solidos de diferente mineralogía.  

 

Equilibrio hidrófílico-lipófilico (HLB) 

 

El valor de HLB es un número empírico entre 0 y 20, donde 0 representa el comportamiento más 

lipófilo y 20 el más hidrófilo (Gijsbertus de et al., 2018). Este concepto fue propuesto por primera 

vez por Griffin en 1949 y actualmente se han reportado varias fórmulas para calcular este 

parámetro, por ejemplo, mediante la ecuación 3, donde se relaciona el peso molecular de la parte 

hidrófoba (Mo) con el peso de la molécula completa (M) (Morrison & Murphy, 2013). Sin 

embargo, el HLB es solo un indicador basado en la experiencia, se puede utilizar como referencia 

para elegir un tensioactivo para una aplicación, pero no es suficiente en el desarrollo de 

formulaciones y puede generar muchos desafíos (Nakama, 2017), ya que, no tiene en cuenta el 



EVALUACIÓN DE AGREGADOS SÓLIDOS COMO DESESTABILIZADORES  30 

 

 

 

efecto de variables como la concentración del tensioactivo, la salinidad, la temperatura y la 

presencia de alcohol sobre la fisicoquímica del sistema (Salager, 1998). 

𝐻𝐿𝐵 = 20 (1 −
𝑀𝑜

𝑀
)    (3) 

 

La escala para los surfactantes no iónicos varía entre 0 y 20. A bajos valores de HLB (<9) se refiere 

a un tensioactivo lipófilo o soluble en aceite, y un valor HLB alto (>11) a un tensioactivo hidrófilo 

o soluble en agua. La mayoría de los tensioactivos iónicos tienen valores de HLB superiores a 20 

y son principalmente solubles en agua. Por otro lado, es importante observar que los emulsionantes 

naturales que estabilizan una emulsión W/O exhiben un valor de HLB de 3-8 (Craddock, 2018).  

 

 La diferencia hidrofílica-lipófila (HLD) 

Representa una formula cuasi empírica (aunque firmemente basada en la termodinámica), que 

permite formular sistemas surfactantes/agua/aceite. El HLD puede ser negativo, cero o positivo, 

teniendo en cuenta la ecuación 4 (Kohli & Mittal, 2013). 

𝐻𝐿𝐷 = 𝐾𝑆 ln 𝑆 − 𝐴𝐶𝑁 + 𝐾𝑇𝑇 + 𝐶 = 0       (4) 

• C hace referencia a las contribuciones por cambios en composición, presión y contribución 

del surfactante. 

• ACN número de carbonos del n-alcano 

• 𝐾𝑆 coeficiente relacionado con la salinidad 

• 𝐾𝑇 coeficiente relacionado de la temperatura 

Valores de HLD negativos corresponden a Winsor tipo I, valores positivos Winsor II y en cero se 

encuentra la formulación optima Winsor III. 

 



EVALUACIÓN DE AGREGADOS SÓLIDOS COMO DESESTABILIZADORES  31 

 

 

 

Relación R de Winsor 

Es el equilibrio de las ¨fuerzas de interacción por unidad de área¨ dada por la ecuación 5 (Abbott, 

2017a):  

𝑹 =  
𝑨𝒔𝒐−𝑨𝒐𝒐−𝑨𝒕𝒕

𝑨𝒔𝒘−𝑨𝒘𝒘−𝑨𝒉𝒉
     (5) 

 

𝐴𝑠𝑜  interacciones surfactantes(S)-aceite(O) 

𝐴𝑜𝑜  interacciones aceite(O)- aceite(O) 

𝐴𝑡𝑡 interacciones cola hidrocarbonada del surfactante(S)-cola hidrocarbonada del surfactante(S) 

𝐴𝑠𝑤  interacciones surfactantes(S)-agua(W) 

𝐴𝑤𝑤  interacciones agua(W)- agua(W) 

𝐴ℎℎ interacciones parte polar del surfactante(S)- parte polar del surfactante(S) 

 

Inicialmente, la relación R se describió únicamente como la relación 
𝑨𝒔𝒐

𝑨𝒔𝒘
, es decir, se tuvieron en 

cuenta solo las atracciones relativas del tensioactivo por la fase oleica y por la fase acuosa. 

Teniendo en cuenta esto, las modificaciones añadidas a la ecuación original tienen en cuenta las 

interacciones de la parte polar del surfactante, de la parte hidrocarbonada y de las moléculas de 

agua y aceite entre sí.  El efecto de la atracción surfactante-aceite es reducida por la magnitud de 

la interacción entre aceite-aceite y cola-cola, mientras que la atracción surfactante-agua es reducida 

por la magnitud de las interacciones agua-agua y cabeza-cabeza (Abbott, 2017b). 
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2.1.4  Mecanismos de formación de emulsiones y microemulsiones  

Las emulsiones son sistemas dispersos formados por dos fluidos inmiscibles, uno de ellos disperso 

en forma de gotas en el otro fluido el cual forma un medio continuo, esto se logra gracias a la 

acción interfacial de un emulsificante (Saad et al., 2019). Las emulsiones pueden ser del tipo aceite 

en agua (O/W), en las que las gotas de aceite se dispersan en agua como fase continua, o 

emulsiones de agua en aceite (W/O), en las que ocurre lo contrario (Davies & Scott, 2006). 

   

La mayoría de las emulsiones que se encuentran en el campo petrolero son del tipo W/O con 

tamaños de gota que oscilan entre 100 y 400 mm de diámetro y se denominan "emulsiones 

normales". También, se encuentran emulsiones O/W en el agua de producción, con tamaño de 

gotas de aceite que varían desde 0,5 m hasta 200 m de diámetro, llamadas también "emulsiones 

inversas" (Stewart & Arnold, 2009). 

 

Emulsiones O/W 

Las emulsiones aceite en agua (O/W), son sistemas termodinámicamente inestables, que están 

formadas por una fase dispersa en forma de pequeñas gotas de aceite y una fase continua acuosa 

(Walstra, 2005), las cuales son estabilizadas gracias a la acción de un agente emulsificante o 

tensioactivo, que se posiciona en la interfase agua-aceite y favorece su dispersión (C. Liu et al., 

2021).   

 

El aceite pesado muy viscoso también puede ser transportado como gotas dispersas en el agua. Sin 

embargo, la viscosidad de la emulsión está dominada por la viscosidad de la fase continua en la 

que se dispersan las gotas de la otra fase. Es así, que a bajas concentraciones de gotas, la viscosidad 
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de la emulsión O/W se aproxima a la del agua (Kundu et al., 2013, p.).  El aceite disperso presente 

en las aguas de producción derivadas de procesos de recobro de hidrocarburos, consiste en gotas 

de aceite con tamaños que varían desde 0,5 m hasta más de 200 m de diámetro y es la 

distribución del tamaño de gotas, uno de los parámetros claves que influyen en el rendimiento del 

tratamiento del agua producida (Stewart & Arnold, 2009). 

 

La estabilidad de la emulsión determina la facilidad con la cual las gotas de aceite se fusionan al 

entrar en contacto entre sí, formando gotas más grandes y conduciendo al rompimiento de la 

emulsión, lo cual es función de la temperatura, la relación agua-aceite, la tasa de cizallamiento, la 

distribución del tamaño de gotas, la salinidad del agua y el pH. Una emulsión estable es una 

dispersión de dos líquidos inmiscibles en presencia de un agente emulsionante, que actúa para 

mantener la película interfacial entre las fases, de tal forma, que pueden permanecer durante días 

o incluso semanas sin romperse. De igual forma, como regla general el emulsionante debe tener 

una mayor solubilidad en la fase continua en comparación con la solubilidad en la fase oleosa 

(Tadros, 2013). 

 

Proceso de desemulsificación en emulsiones O/W y W/O 

Existen diversos parámetros que influyen en la facilidad con la cual una emulsión se desestabiliza, 

como la temperatura, la salinidad, el contenido de agua y aceite (Tian et al., 2022). Los procesos 

de desestabilización de la emulsión incluyen el proceso de floculación, coalescencia y 

sedimentación: 

• Sedimentación: se da gracias a la diferencia de densidades entre el agua y el aceite, el cual 

se ve favorecido por las fuerzas gravitacionales. 
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• Floculación: consiste en la agrupación de gotitas suspendidas o formación de flóculos que 

facilitan la coagulación y posterior separación. 

• Coagulación: se ve afectada por la viscosidad, la elasticidad y las propiedades de la película 

interfacial. 

• Coalescencia: se da por la inestabilidad de un sistema emulsificado y consiste en la 

acumulación de gotas. 

 

Microemulsiones 

En realidad, una microemulsión no es un tipo de emulsión, sino un sistema bicontinuo 

termodinámicamente estable, formado por aceite, agua y surfactante con una rica variedad de 

microestructuras, en el que el aceite se solubiliza en el interior de las micelas, con un tamaño de 

partícula entre 10 y 100 nm, lo cual le brinda un color translúcido o transparente dependiendo de 

la fase oleosa. Los tamaños de las micelas pueden medirse mediante dispersión de luz dinámica 

(DLS) y dispersión de neutrones de ángulo pequeño (SANS) (Fink, 2015). 

 

Las microemulsiones se pueden distinguir de las macroemulsiones y miniemulsiones en el sentido 

que, las microemulsiones tienen tamaños de gotas mucho menores (<100 nm), mientras las 

macroemulsiones y miniemulsiones tamaños entre (100-400 nm o mayores). Adicionalmente, la 

formación de las microemulsiones es espontanea, mientras que la formación de macroemulsiones 

requieren agitación intensa. Finalmente, la diferencia más importante, es que las microemulsiones 

son termodinámicamente estables, mientras que las macroemulsiones y miniemulsiones no lo son 

(Hayes et al., 2009a). 
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Hay tres tipos de microemulsiones, de aceite disperso en agua (O/W), de agua dispersa en aceite 

(W/O) y bicontinuas. Es probable que la presencia de aceite solubilizado esté relacionada con una 

baja cantidad de crudo y de forma similar, la existencia de sistemas W/O es una característica de 

las microemulsiones con una baja fracción de agua. Así mismo, las microemulsiones bicontinuas 

se producen cuando el volumen de agua y aceite es igual. Las microemulsiones tienen una tensión 

interfacial ultra baja entre la fase acuosa y la fase oleica, que favorece el recobro de hidrocarburos, 

mediante la inyección de surfactantes (Craddock, 2018). Por otra parte, las microemulsiones se 

pueden clasificar también según el comportamiento de fases descrito por Winsor, quien identifico 

4 tipos generales de equilibrio de fase, según el tipo de tensioactivo y el entorno de la muestra, el 

tipo de comportamiento de fase se relaciona con el arreglo molecular de la interfase: 

• Winsor I: el surfactante se solubiliza preferentemente en agua y se forman micelas que 

contienen crudo, denominadas microemulsiones (O/W), que coexisten con la fase oleosa 

donde el surfactante está presente solo en forma de monómeros a pequeñas concentraciones 

(Fink, 2015). 

• Winsor II:  el surfactante se encuentra solubilizado principalmente en la fase oleosa, 

formando micelas inversas que contienen agua dentro de una fase oleica, denominadas 

microemulsiones (W/O), que coexiste en equilibrio con exceso de agua pobre en 

tensioactivos (Narayan, 2018). 

• Winsor III: el surfactante tiene igual afinidad hacia la fase acuosa y la fase oleosa, 

formando un sistema trifásico en el que coexiste una fase media rica en surfactantes, 

denominada microemulsión bicontinua, con exceso tanto de agua como de aceite pobres 

en surfactante (Abbott, 2017).. 
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• Winsor IV: se forma una solución micelar monofásica (isotrópica) al agregar una cantidad 

suficiente de surfactante a un sistema Winsor III para solubilizar el exceso de aceite y agua 

en la microemulsión (Abbott, 2017).  

 

En las microemulsiones, los surfactantes forman una monocapa en la interfase aceite-agua, con las 

colas hidrocarbonadas disueltas en la fase oleica y las cabezas hidrofílicas en la fase acuosa, 

generando micelas esféricas con dimensiones en el rango nanométrico (F. Wang & Liu, 2011).  

 

2.1.5 Formulación y surfactantes 

El comportamiento de fase de los sistemas surfactante/aceite/agua se puede estudiar al preparar 

una serie de viales en los que solo se va modificando progresivamente una variable de formulación. 

En los sistemas formulados con surfactantes aniónicos, la variable de barrido puede ser la 

salinidad, ya que esta, tiene un efecto significativo en el comportamiento de fases.  

La salinidad óptima en el comportamiento de fase se define como la salinidad, a la que una 

microemulsión bicontinua solubiliza cantidades iguales de aceite y salmuera. Sin embargo, la 

solubilidad del tensioactivo se reduce a salinidades más altas que la óptima gracias a una mayor 

rigidez y curvatura interfacial. 

 

En la Figura 7, se puede observar que al aumentar la concentración de sal (NaCl) en cada vial y 

mantener constante la proporción agua/aceite y la concentración de tensioactivo varía el 

comportamiento de fases. A baja salinidad, la microemulsión coexiste con un exceso de aceite 

(Winsor I). A alta salinidad, una microemulsión coexiste con un exceso de salmuera (Winsor II) y 
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a salinidad intermedia, una microemulsión bicontinua coexiste con un exceso de aceite y agua 

(Kohli & Mittal, 2013). 

 

Figura 7 

Comportamiento de fase  

 

Tomado de: Kohli, Rajiv Mittal, K.L. (2013). Developments in Surface Contamination and 

Cleaning, Volume 6 - Methods of Cleaning and Cleanliness Verification - 2.2.1 Formulations. 

Elsevier. Retrieved from https://app.knovel.com/hotlink/pdf/id:kt010SFX61/developments-in-

surface/formulations 

Adicional a la salinidad, los cosurfactantes como es el caso del alcohol pueden variar el 

comportamiento de fases en un sistema surfactante-agua-aceite, aumentando el área interfacial 

total, la solubilización y reduciendo la tensión interfacial entre la fase aceite y la fase acuosa (Kohli 

& Mittal, 2016). 

 

El cambio de fase o transición de la microemulsión desde Winsor tipo I → III →II es 

frecuentemente producido por un cambio en un parámetro de formulación, como la temperatura 

para los tensioactivos de etoxilato de alquilo (AE), o la concentración de electrolitos para los 

surfactantes iónicos.   
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En el caso de los surfactantes iónicos, la adición de electrolitos reduce la repulsión entre los grupos 

de la cabeza iónica; aumentando así la lipofilicidad de los surfactantes. A medida que aumenta la 

salinidad, la forma de las micelas cambia de normales esféricas a micelas inversas en forma de 

varilla (Hayes et al., 2009b).   

 

Con el aumento de salinidad las micelas cambian también de tamaño como se observa en 

la  

Figura 8, a baja salinidad, el surfactante es más afín al agua y la curvatura de la micela es mayor 

y de signo positivo (Winsor tipo I) con un radio Ro, al aumentar la salinidad, la curvatura se va 

acercando a cero (Winsor tipo III) y si la salinidad continúa incrementándose en el sistema, la 

curvatura decrece y se hará negativa, ya que el surfactante será más afín al aceite con un radio de 

micela Rw (Winsor tipo II). 

 

Figura 8 

Comportamiento de fases y cambios en la curvatura por barrido de salinidad 
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Tomado de: Hayes, Douglas G. Kitamoto, Dai Solaiman, Daniel K.Y. Ashby, Richard D. (2009). 

Biobased Surfactants and Detergents - Synthesis, Properties, and Applications - 5.3 Rhamnolipid-

Based Microemulsions. AOCS Press. Retrieved from 

https://app.knovel.com/hotlink/pdf/id:kt006RNWH1/biobased-surfactants/rhamnolipid-based-

microemulsions 

 

La tensión interfacial entre el surfactante y la fase acuosa (ϒw-s) incrementan y entre el surfactante 

y el aceite (ϒo-s) disminuye, a medida que se aumenta la salinidad y se pasa de Winsor I (O/W) a 

Winsor II (W/O), atravesando un punto de mínima tensión interfacial (ϒo-w) en Winsor III. 

 

Otro aspecto importante en la formulación de surfactantes es la solubilización, que se describe 

como el volumen de aceite o agua disuelto en la fase micelar, siguiendo las ecuaciones 6 y 7: 

𝑆𝑃𝑜 =
𝑉𝑂

𝑉𝑠
   (6)   𝑦         𝑆𝑃𝑤 =

𝑉𝑤

𝑉𝑠
     (7)   

Donde SPo y SPw representan los parámetros de solubilización de aceite y agua respectivamente, 

mientras Vo, Vw y Vs son el volumen de aceite, agua y surfactante en la fase micelar. Al incrementar 

la concentración de electrolitos para un sistema conformado por surfactantes iónicos, se puede 

observar que la SPo incrementa, mientras la SPw decrece con el barrido en función del parámetro 

de formulación (salinidad en el caso de los surfactantes iónicos y temperatura para los no iónicos). 

De forma similar a la tensión interfacial en el punto óptimo Winsor III, la solubilidad en este punto 

se da cuando los volúmenes de aceite y agua solubilizados en la fase micelar son iguales y se 

asume que todo el surfactante está presente en la fase media, como se observa en la Figura 9. 
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Figura 9 

Cambios en la tensión interfacial y solubilidad según el comportamiento de fases 

 

 

 

 

 

 

Tomado de: Acosta, E., Tran, S., Uchiyama, H., Sabatini, D. A., & Harwell, J. H. (2002). 

Formulating chlorinated hydrocarbon microemulsions using linker molecules. Environmental 

science & technology, 36(21), 4618–4624. https://doi.org/10.1021/es0158859 

 

2.2 Adsorción de surfactantes en el Medio Poroso 

La adsorción de surfactantes en la interfase sólido-líquido es esencialmente una repartición 

selectiva del adsorbato en la región interfacial, lo cual es energéticamente favorable en 

comparación con su posicionamiento en la interface agua-aceite (Gun’ko, 2007).  

No obstante, en el proceso de adsorción en la interfase sólido-líquido se ve influenciada por una 

serie de parámetros, entre los cuales, se pueden mencionar, la naturaleza de la estructura de los 

grupos funcionales presentes en la superficie sólida, relacionada con la densidad de los sitios 

activos de adsorción, las heterogeneidades superficiales y la carga eléctrica neta en solución (Jada 

et al., 2006). Asimismo, la estructura molecular del tensioactivo, es decir, el tipo de surfactante, 

su grupo hidrófilo, la longitud de su cadena hidrocarbonada son parámetros claves en el proceso 

de adsorción; y de igual forma, las características del medio acuoso (pH, temperatura, electrolitos, 
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etc.), determinan el mecanismo por el cual el agente superficialmente activo migra desde la 

película interfacial entre el agua y el aceite hasta la superficie de un agregado sólido, gracias a un 

favorecimiento energético del sistema en esta nueva posición (Kosmulski, 2003). 

 

Por otra parte, existe una forma de representar los niveles de adsorción en la interfase sólido-

líquido, que se denominan isotermas de adsorción, las cuales son modelos analíticos gráficos que 

relacionan la cantidad de químico adsorbido por masa de sólido (o por área superficial) en función 

de la concentración de equilibrio a temperatura constante. Se pueden representar por medio de una 

expresión matemática en función de la concentración de adsorbato en la interfase y la 

concentración de equilibrio de la fase acuosa, que permiten analizar la cantidad de surfactante 

adherido en la interfase sólido-líquido a una temperatura dada. Esto es, la eficiencia con la cual el 

tensioactivo es adsorbido a una concentración dada en la fase liquida y la eficacia con la cual el 

adsorbente se satura completamente, la orientación de la molécula del surfactante y las propiedades 

del sólido adsorbente (Fainerman & Miller, 1996).  

 

Existen diferentes tipos de adsorción según la atracción entre el adsorbato y el adsorbente, como 

la de tipo eléctrico que se da por intercambio iónico, el cual es favorecido por fuerzas atractivas 

electrostáticas que mantienen a los iones cerca de las superficies cargadas para equilibrarlas. Es 

posible que se formen multicapas como se observa en la Figura 10.  Se debe tener en cuenta, que, 

en la adsorción física, cuando la desorción ocurre, la molécula adsorbida conserva su identidad a 

diferencia de la quimisorción, donde las energías de adsorción son elevadas, estableciendo un 

enlace fuerte localizado en los centros activos de la superficie sólida. Esta última es de tipo 

irreversible lo que implica la poca probabilidad de que ocurra desorción de las moléculas; se 

forman monocapas y la sustancia adsorbida puede cambiar su identidad. 
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Figura 10 

Tipos de adsorción 

 
Tomado de: Zhang, J., Manglik, R.M., Additive Adsorption and Interfacial Characteristics of 

Nucleate Pool Boling in Aqueous Surfactant Solutions. The American Society of Mechanical 

Engineers. Cincinnati. 2005. 

 

Características principales de la adsorción 

Según (Avendaño.B, 2008) la adsorción tiene las siguientes características: 

• Altamente selectiva 

• La cantidad adsorbida depende de la naturaleza y del tratamiento previo al que ha sido 

sometido la superficie del adsorbente y de la estructura molecular del adsorbato. 

• Al aumentar la superficie del sólido y la concentración de adsorbato se genera una mayor 

adsorción. 

• Es un proceso generalmente rápido, cuya velocidad es normalmente favorecida por la 

temperatura y afectada por la cantidad adsorbida. 

• Presenta un ∆G negativo de tipo exotérmico, y se da de forma espontánea. 

• Al aumentar la temperatura disminuye la cantidad adsorbida, pero aumenta la velocidad de 

adsorción. 
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En el proceso de adsorción en la interfase sólido-líquido, diferentes iones y moléculas presentes 

en el sistema, compiten por ocupar los sitios energéticamente favorables de adsorción sobre la 

superficie sólida, generando un proceso de adsorción selectiva de ciertas moléculas. Con el fin de 

calcular la adsorción se tiene en cuenta la ecuación 8 (Lv et al., 2011a):   

 

𝒏𝟏
𝒔 =

∆𝒏𝟏

𝒎
=

∆𝑪𝟏𝑽

𝒎
         (𝟖) 

 

Donde: 

𝒏𝟏
𝒔  = el número de moles de surfactante 

∆𝒏𝟏 = el cambio en el número de moles de surfactante en solución  

𝒎 = masa del adsorbente en gramos 

∆𝑪𝟏 = es la diferencia entre la concentración de surfactante en (moles/litro) antes de la adsorción 

en la fase líquida y la concentración a la adsorción de equilibrio en la fase líquida también. 

𝑽 = el volumen en la fase líquida en litros 

 

Adicionalmente, la concentración superficial en mol/cm2 puede ser calculada si se conoce el área 

superficial por unidad de masa del sólido adsorbente en cm2/g, como se observa en la ecuación 9. 

 

𝝉𝟏 =
∆𝒏𝟏

𝒎
=

∆𝑪𝟏𝑽

𝒎
        (9) 

 

 

 

Química superficial de un sólido hidrofílico 

Los sólidos hidrofílicos exhiben una afinidad por el agua, por lo cual una película de solución 

acuosa reviste la superficie porosa de óxidos minerales y sílices. Asimismo, en la interfase sólido-

líquido se desarrollan cargas electrostáticas ante un equilibrio superficial definido por un potencial 
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de iones que da lugar a sitios positivos, negativos o neutros según la naturaleza de los coloides, el 

pH, la fuerza iónica y otras condiciones de la solución.  

 

Por ejemplo, el óxido de sílice en presencia de una solución electrolítica simple se carga 

positivamente a bajo pH, pero al incrementarse el pH, decrece la carga superficial y comienza a 

ser negativa. Esto ocurre dado que el punto isoeléctrico de la sílice ocurre aproximadamente a un 

pH de 1.7 a 3.5, por tanto la carga empezara a ser negativa entre un pH de 6 a 11 como se muestra 

en la Figura 11, esta variación es causada por la liberación o el consumo de protones e hidroxilos, 

ya que, en el caso específico de la sílice en presencia de agua los iones H+ Y OH- permiten la 

disociación de los compuestos, resultando en una superficie con carga neta, según las ecuaciones 

10 y 11: 

SiOH + H+ = SiOH2
+ (10) 

SiOH + OH- = SiO- + H2O
 (11) 

 

Figura 11 

Fuerzas de atracción y repulsión de surfactantes en función de la carga superficial del sólido. 
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Tomado de: SHAMSIJAZEYI, H.et.al. Reducing Adsorption of Anionic Surfactant for Enhanced 

Oil Recovery:Part I.Competitive Adsorption Mechanism. Rice University.USA.2013. 

 

La ilmenita Fe2+TiO3 tiene una estructura romboédrica con capas catiónicas con una mezcla de 

iones Fe2+ y Ti4+. Adicionalmente, al moler se rompen los enlaces Ti-O y Fe-O y los iones Fe2+ y 

Ti4+ en la superficie de las colas de ilmenita se encuentran en un estado fuertemente insaturados, 

los cuales sirven de sitios activos para la adsorción de tensioactivos ( X. Fan et al., 2009).  

 

Modelos de adsorción para la interfase sólido-líquido 

 

Los agregados superficiales formados presentan distintas morfologías que dependen de las 

interacciones dadas. En la literatura se han interpretado los resultados de isotermas de adsorción 

como monocapas, bicapas o hemimicelas, lo que ha llevado a aceptar el modelo de dos y cuatro 

pasos como una explicación al proceso de adsorción de las sustancias tensoactivas (Avendaño 

et al., 2008). 

Para el modelo de dos pasos, se presentan cuatro regiones, con dos mesetas y pendientes 

pronunciadas en algunos puntos de las fases como se indica en la  
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Figura 12. En la primera región (I), existe una baja adsorción gracias a fuerzas electrostáticas que 

facilitan la adhesión del tensoactivo al sustrato, principalmente influenciado por la carga de este 

último. En la región (II), se presenta una zona plana gracias a la reducción en la velocidad de 

adsorción que se da al neutralizarse el desbalance de cargas superficiales en el sólido, con las 

moléculas polares y contra-iones atraídos desde la solución en forma de monómeros.  

 

En la región (III), cuando el adsorbente tiene la mayor parte de sus sitios ocupados por las cabezas 

polares del surfactante, las colas hidrocarbonadas de los mismos interactúan hidrófobamente con 

la parte lipofílica de los tensoactivos en solución, formando bicapas o agregados superficiales a 

partir de una concentración critica por debajo de la CMC (Concentración micelar critica), conocida 

como AMC (Concentración admicelar crítica), que es factible debido a la suficiente concentración 

del surfactante en solución, dando lugar a agregados en proceso de formación. Para la fase (IV), 

se presenta una meseta al sobrepasarse la CMC, en este punto los agregados superficiales ya están 

bien formados y  se presenta un exceso de cobertura superficial (Muherei & Junin, 2009). 

 

Por otra parte, en el modelo de cuatro pasos que se observa en la Figura 13, la formación de 

hemimicelas ocurre en la región (II), antes que para el modelo de dos pasos; en la región (I), los 

monómeros se adsorben electrostáticamente, seguidamente las cadenas  hidrocarbonadas del 

tensoactivo interactúan con sitios hidrófobos del sustrato; en la región (III), inician la formación 

de hemimicelas y se da un crecimiento de las hemimicelas, sin aumentar considerablemente el 

número de moléculas agregadas sobre la superficie del sólido. Para la región (IV), se considera 

una bicapa bien formada y al aumentar la concentración de surfactante no varía la cantidad 

adsorbida sino que solo se ve favorecido el proceso de micelización (Avendaño et al., 2008). 
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Figura 12 

Modelo de adsorción de surfactantes de dos pasos 

 

 

 

 

 

 

Tomado de: Avendaño, J., Celis, M. T., Salager, J., & Mercado, R. (2008). Adsorción de 

surfactantes catiónicos sobre arena en función de la carga superficial del sustrato y la longitud de 

cadena hidrocarbonada del surfactante. Ciencia e Ingeniería, 30(1), 15-23. 

Figura 13  

Modelo de adsorción de surfactantes de cuatro pasos 

 



EVALUACIÓN DE AGREGADOS SÓLIDOS COMO DESESTABILIZADORES  48 

 

 

 

Tomado de: Avendaño, J., Celis, M. T., Salager, J., & Mercado, R. (2008). Adsorción de 

surfactantes catiónicos sobre arena en función de la carga superficial del sustrato y la longitud de 

cadena hidrocarbonada del surfactante. Ciencia e Ingeniería, 30(1), 15-23. 

Carga superficial y doble capa eléctrica 

En el caso de los surfactantes iónicos, cuando se adicionan sales al sistema como es el caso del 

NaCl, se generan contraiones alrededor de la parte polar, creando una distribución de cargas entre 

las dos fases, dando como resultado un potencial eléctrico a través de la interfase denominado 

doble capa eléctrica, término que fue propuesto originalmente por Helmholtz en 1853 y fue 

modificado por Stern en 1924, el cual propuso que existe una capa de contraiones adsorbidos cerca 

de la superficie cargada y una capa difusa de contraiones en la vecindad de la superficie cargada, 

lo cual ocasiona un cambio en el potencial eléctrico con la distancia desde la superficie cargada, 

como se observa en la Figura 14.  

 

Un concepto importante, que se debe tener en cuenta es el potencial Z, el cual es un indicador de 

la carga superficial de las partículas y está directamente relacionado con su composición y/o 

mineralogía. La superficie de una partícula cargada atrae iones con carga opuesta, formando la 

capa de Stern, cuando la partícula se difunde en solución, quedara involucrada en una capa difusa 

externa con iones débilmente asociados, como resultado de lo cual se crea una doble capa eléctrica 

que se explicó en el párrafo anterior (Shnoudeh et al., 2019).  

 

Un potencial Z alto implica partículas altamente cargadas, lo que evita su agregación dada la 

repulsión eléctrica. Mientras, que valores de potencial z bajos, indican que las fuerzas de atracción 

vencen las repulsivas, siendo probable la agregación de partículas (Samimi et al., 2019). 
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Figura 14 

Teoría de la doble capa eléctrica 

 

 

 

 

 

Tomado de: Rosen, Milton J. Kunjappu, Joy T. (2012). Surfactants and Interfacial 

Phenomena (4th Edition) - 2.1 The Electrical Double Layer. John Wiley & Sons. Retrieved from 

https://app.knovel.com/hotlink/pdf/id:kt011BZM01/surfactants-interfacial/electrical-double-layer 

 

2.2.1 Mecanismos de Adsorción de Surfactantes sobre Sustratos 

Existen varios mecanismos que causan la adhesión del surfactante a la roca del yacimiento 

entre los cuales se pueden mencionar  el intercambio iónico, el emparejamiento iónico, las 

interacciones ácido-base, la adsorción por polarización de electrones π, la adsorción por fuerzas 

de dispersión y las interacciones hidrofóbicas; las cuales algunas que se describen en la  

Figura 15, e involucran moleculas simples en vez de micelas (Speight, 2005): 

 

1) Intercambio iónico: consiste en la adsorción de surfactantes con el grupo polar cargado de 

forma contraria a la superficie sólida. 

 

2) Emparejamiento iónico: se basa en el reemplazamiento de contra iones adheridos al 

sustrato mineral por surfactantes con carga contraria a la superficie sólida. 
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3) Interacción ácido-base: consiste en la interacción entre el adsorbente y el adsorbato por 

medio de puentes de hidrógeno entre sus átomos o se puede dar por una reacción ácido- 

base de Lewis. 

 

4) Adsorción por polarización de electrones π: puede darse cuando el surfactante posee en su 

estructura molecular núcleos aromáticos ricos en electrones que se adhieren a un sólido 

con carga superficial positiva (Solairaj et al., 2012b). 

 

5) Adsorción por fuerzas de dispersión: consiste en las interacciones a través de fuerzas de 

Van der Waals o de London entre el surfactante y el adsorbente. 

 

6) Interacciones hidrofóbicas: ocurre gracias a la atracción de las colas hidrocarbonadas de 

los surfactantes ya adheridos a la roca con  los grupos apolares de los tensioactivos en 

solución (Narayanan, 2008). 
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Figura 15 

Mecanismos de adsorción de surfactantes interfase sólido/líquido 

Tomado de: Rosen, M. J., & Kunjappu, J. T. (2004). Surfactants and interfacial phenomena 

(Vol. 82). Wiley Online Library. 

 

2.2.2 Parámetros que Afectan la Adsorción de Surfactante 

 

La adsorción de surfactantes es un fenómeno, que se encuentra influenciado por una amplia 

cantidad de parámetros, no obstante, hay algunos que producen una mayor sinergia del químico 

con la superficie de la roca, entre los cuales se encuentran:  

 

a) Temperatura  

El incremento de la temperatura, conlleva a una leve disminución en la cantidad de 

surfactante adsorbido, a causa de un aumento sustancial en la energía cinética de traslación y de la 

entropía del sistema, lo cual, reduce las fuerzas de atracción entre el surfactante y la roca del 

yacimiento, evitando la formación de una capa organizada de monómeros de tensoactivos en la 

interfase sólido-líquido (Dang et al., 2011). Por otra parte, existen otros procesos de tipo físico, 

como el entrampamiento del surfactante, el cual, no está relacionado con ninguna reacción 

química. 
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b) Potencial de hidrógeno, pH 

El pH del medio acuoso influye esencialmente en la adsorción, porque las superficies de 

las rocas se encuentran cargadas positiva o negativamente, dependiendo del grado de disociación 

de los grupos funcionales en su superficie, por lo que un cambio de pH, altera  la carga superficial 

de los minerales (Lv et al., 2011b). Es así, que la cantidad de surfactante adsorbido en un sólido 

puede ser alterado cambiando el pH del medio. Por consiguiente, de forma general, en el caso de 

los surfactantes aniónicos (con carga negativa) la adsorción decrece a bajos pH y para los 

tensoactivos catiónicos (carga positiva) incrementa con el pH (Solairaj et al., 2012a). 

 

c) Salinidad 

La presencia de sales en el yacimiento afecta la solubilidad y la formación de agregados 

más complejos conformados por las moléculas del surfactante (Rico-Rico et al., 2009) a causa de 

las interacciones electrostáticas de “salting-in” y “salting-out”, donde las sales, actúan como 

facilitadores de  la formación de agregados en la interfase sólido líquido (Fernández-Castro et al., 

2011) (Bickel et al., 2014) (G. Liu et al., 2016).  

 

Adicionalmente, al producirse  una compresión de la denominada doble capa eléctrica (M. 

R. Azam et al., 2013a) (Tay et al., 2015), se modifica la densidad de adsorción de surfactantes 

iónicos en la interfase y se  altera la estructura y morfología de las capas de agregados micelares 

(Chang et al., 2018). Por otra parte, la presencia de electrolitos reduce la CMC (Concentración 

Micelar Crítica) gracias a la reducción de las fuerzas de repulsión entre las moléculas de 

tensoactivo. (Ahmadi & Shadizadeh, 2015) (Wennerstrom et al., 1991). 
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En la Figura 16, se puede observar la influencia de la concentración de NaCl, sobre una 

solución que contiene surfactantes aniónicos en la adsorción del tensoactivo en arenisca (Figdore, 

1982). Para las diferentes isotermas de adsorción, es posible determinar que a medida que la 

concentración de sal en el medio incrementa, la adsorción del tensoactivo también lo hace de forma 

proporcional. Esto se atribuye, precisamente a la reducción de las fuerzas de repulsión entre las 

cabezas negativas de los surfactantes y la superficie del sustrato sólido cargado negativamente, por 

causa de los electrolitos (Na+), permitiendo que las moléculas de surfactante se adhieran con mayor 

facilidad sobre la superficie de los granos de arena.  

 

Figura 16 

 Efecto de la concentración de NaCl sobre la adsorción de un surfactante aniónico 

 

Nota. Tomado de: Figdore, P. E. (1982). Adsorption of surfactants on kaolinite: NaCl 

versus CaCl2 salt effects. Journal of Colloid and Interfase Science, 87(2), 500-517. 

https://doi.org/10.1016/0021-9797(82)90347-2 

 

 

 

https://doi.org/10.1016/0021-9797(82)90347-2
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d) Mineralogía 

Es de gran importancia, identificar los minerales que conforman el sustrato sólido o medio 

poroso, que será contactado por los surfactantes inyectados, puesto que, dependiendo de que 

componentes formen la superficie de la roca, se dan ciertos mecanismos de adsorción y darán una 

pauta para seleccionar así, el tipo de surfactantes que se debe implementar en procesos de recobro 

mejorado para reducir su adsorción sobre los minerales presentes en la formación. Normalmente, 

se seleccionan surfactantes con carga similar a la del sustrato de interés para reducir la magnitud 

de la adsorción (Nevskaia et al., 1998). Ejemplos de mineralogías comunes en los yacimientos de 

petróleo y gas, son las areniscas cuarzosas y los minerales arcillosos, como la caolinita, la illita, 

esméctica, etc.  

 

2.3 Proceso de Heterofloculación 

El proceso mediante el cual interactúan partículas de diferente naturaleza, tamaño o potencial 

superficial se denomina heterofloculación y su nombre, se deriva de la palabra flóculo, que 

describe la aparición de partículas floculadas y se utiliza para separar gotas en un líquido. Las 

gotas de aceite dispersas en el medio acuoso pueden moverse libremente y cualquier tendencia a 

la floculación es prevenida mediante diversos mecanismos fisicoquímicos que actúan en la 

interfase (Harnby et al., 1992).  

 

2.3.1  Mecanismos de Heterofloculación 

A continuación, se explican los diferentes mecanismos propuestos para explicar el fenómeno de 

heterofloculación en el rompimiento de emulsiones asfálticas, los cuales se asemejan a los que se 
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desean evaluar en esta investigación para la desestabilización de sistemas surfactante/aceite/agua 

con comportamiento de fases Winsor I y Winsor III:  

 

Adsorción del surfactante en el sólido: las gotas de aceite dispersas en el medio acuoso se cargan 

superficialmente por la disociación de iones en la proximidad de la gota, lo que genera una 

repulsión electrostática, que mantiene las gotas separadas entre sí, evitando su coalescencia. Sin 

embargo, al producirse un desbalance en la electroneutralidad del sistema causado por la adición 

de un agregado sólido con cierta carga superficial, se genera un drenaje de la película interfacial 

como se observa en la Figura 17. 

Figura 17 

Formación de monocapa de surfactante sobre la superficie sólida 

 

Tomado de: Mercado, R. A., Sadtler, V., Marchal, P., Choplin, L., & Salager, J. L. (2012). 

Heteroflocculation of a Cationic Oil-in-Water Emulsion Resulting from Fontainebleau’s 

Sandstone Powder Addition as a Model for Asphalt Emulsion Breakup. Industrial & Engineering 

Chemistry Research, 51(36), 11688-11694. https://doi.org/10.1021/ie300835q 
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Movimiento Browniano: el movimiento propio de las partículas en un sistema coloidal puede 

ocasionar que choquen entre si las gotas de aceite y entren en contacto con la superficie sólida, a 

la cual se pueden adsorber de manera directa, como se observa en la Figura 18. 

 

Figura 18 

Movimiento browniano y gotas de aceite atraídas hacia la superficie del sólido 

 

Tomado de: Mercado, R. A., Sadtler, V., Marchal, P., Choplin, L., & Salager, J. L. (2012). 

Heteroflocculation of a Cationic Oil-in-Water Emulsion Resulting from Fontainebleau’s 

Sandstone Powder Addition as a Model for Asphalt Emulsion Breakup. Industrial & Engineering 

Chemistry Research, 51(36), 11688-11694. https://doi.org/10.1021/ie300835q 

 

Adsorción de las gotas en el sólido: dado que el proceso de desorción del tensioactivo de la 

interfase agua-aceite para adsorberse en la interfase sólido-líquido es un proceso lento en 

comparación con la adsorción de las gotas de crudo sobre una superficie sólido donde se da la 

coalescencia de las mimas, se puede dar la adsorción directa de las gotas sobre la superficie sólida, 

como se observa en la  
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Figura 19. 

 

 

Figura 19 

Mecanismo de desorción de surfactante y coalescencia de gotas adicionales. 

 

 

 

 

 

 

Tomado de: Mercado, R. A., Sadtler, V., Marchal, P., Choplin, L., & Salager, J. L. (2012). 

Heteroflocculation of a Cationic Oil-in-Water Emulsion Resulting from Fontainebleau’s 

Sandstone Powder Addition as a Model for Asphalt Emulsion Breakup. Industrial & Engineering 

Chemistry Research, 51(36), 11688-11694. https://doi.org/10.1021/ie300835q 

 

 

ANTECEDENTES 

 

Tausk et al., 1981, estudiaron los mecanismos de ruptura al adicionar agregados minerales a una 

emulsión de 65% bitumen usando emulsificantes catiónicos mediante microscopia óptica. Los 

agregados minerales de cuarcita, basalto y granito tenían un tamaño entre 2.0-3.4 y 4.8-6.4 m y 

se adicionaron 350 g en 45 ml de emulsión.  Los experimentos mostraron que la concentración de 

surfactante libre no adsorbido en la interfase bitumen/agua resultan en una reducción de la tasa de 
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rompimiento. Asimismo, el tipo y el área superficial pueden incrementar la tasa de 

desestabilización, es así como en el caso de los minerales calcáreos pueden formar carbonato de 

hidrógeno o dióxido de carbono y en los agregados silíceos, los protones pueden sufrir un 

intercambio con iones metálicos.  

 

Por otra parte, el surfactante catiónico puede adsorberse en los sitios cargados negativamente de 

las superficies minerales, lo que conduce a un incremento en la carga superficial y a la formación 

de monocapas o hemimicelas, envolviendo la superficie del agregado con una carga superficial 

positiva y generando una superficie hidrofóbica. No obstante, una bicapa puede formarse sobre el 

mineral haciéndolo nuevamente hidrofílico y la desestabilización de la emulsión ocurrirá cuando 

la concentración de emulsionante libre caiga por debajo de la CMC como resultado de la adsorción 

en la superficie del mineral, como se observa en la Figura 20.  

 

Figura 20 

Mecanismo de adsorción electrostática del emulsificante sobre el agregado 

Tomado de: Ziyani, L., Gaudefroy, V., Ferber, V., Deneele, D., & Hammoum, F. (2014). Chemical 

reactivity of mineral aggregates in aqueous solution: Relationship with bitumen emulsion 
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breaking. Journal of Materials Science, 49(6), 2465-2476. https://doi.org/10.1007/s10853-013-

7938-9 

 

Yuan et al., 2011, lograron desestabilizar emulsiones producto de la industria médica y siderúrgica, 

logrando la separación del aceite mediante la adición de minerales naturales como zeolita y 

diatomeas. Se demostró que a condiciones de pH bajo se reduce el potencial superficial de las 

gotas de aceite y su repulsión electrostática favoreciendo la floculación y coagulación de estas. 

Adicionalmente, las temperaturas elevadas promueven el movimiento browniano de las gotas 

mejorando la recolección del aceite y, por otra parte, los cationes liberados por los minerales 

neutralizaron el potencial de carga superficial y contribuyeron a la floculación y coalescencia. 

  

Asimismo, es importante entender que la floculación se refiere a la recolección de las gotas de 

aceite mediante un proceso de equilibrio dinámico reversible y la coalescencia, implica la 

formación de una fase de aceite inmiscibles después de la floculación, mediante un proceso 

irreversible.  

Okiel et al., 2011, evaluaron el uso de bentonita, carbón depositado (DC) y carbón activado en 

polvo (PAC) en la eliminación de aceite de las emulsiones aceite-agua reales recolectadas de la 

tubería de aguas residuales de un campo petrolífero a diferentes dosis de adsorbente (0.1, 0.3, 0.5, 

0.7, 1.0 y 1.5 g/200 ml emulsión aceite-agua), tiempos de contacto (0.5-4h) y de agitación (0.5, 

1.0, 2.0, 3.0, 4.0 h). Los resultados indicaron que los porcentajes de eliminación de aceite aumenta 

al aumentar el tiempo de contacto y el peso de los adsorbentes, dado que se requiere unas dosis 

más altas para alcanzar el equilibrio más rápido que la dosis baja para aumentar el área de 

superficie del adsorbente. 
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Mercado et al., 2012, investigaron el efecto de la adición de arenisca de Fontainebleau, compuesta 

en un 99% cuarzo, sobre el rompimiento de emulsiones asfálticas, para lo cual se preparó una 

emulsión modelo usando agua, aceite de parafina y cloruro de cetilpiridinio como surfactante 

catiónico. Los resultados obtenidos mostraron una reducción de la viscosidad del sistema 

emulsionado como consecuencia de la disminución de la concentración de aceite en la fase dispersa 

y una progresiva desestabilización de la emulsión. Esto ocurre debido a la acción de fuerzas que 

favorecen la adsorción del surfactante sobre la superficie sólida y de igual forma, generan un 

cambio de mojabilidad del solido hacia mojado por aceite, que conduce a la adherencia de las gotas 

de aceite sobre la superficie sólida. 

 

Ziyani et al., 2014, describió la reactividad química de una emulsión bituminosa con tres áridos 

(gneis, diorita y caliza), donde se observa que, en contacto con diorita y caliza, el pH de la solución 

acuosa aumento, mientras que con gneis el pH se mantuvo casi constante. También este análisis 

reveló que el Ca2+ fue el principal elemento liberado y la adición de gneis y diorita promueven el 

rompimiento de la emulsión de forma más efectiva que la caliza, lo cual se explicó en función del 

potencial zeta, el área y la carga superficiales de las partículas, ya que las partículas de gneis y 

diorita presentan una alta atracción por el surfactante catiónico debido a su carga superficial 

negativa. 

 

Crini et al., 2018, realizo una revisión de los diferentes materiales convencionales (carbones 

activados comerciales, resinas orgánicas poliméricas, alúminas activadas comerciales, gel de sílice 

y zeolitas) y no convencionales (carbones activados obtenidos a partir de residuos agrícolas, 

arcillas, lodos rojos, quitosano y alginatos) que se han estudiado en el tratamiento de aguas 

residuales y los mecanismos implicados en los procesos de adsorción (fisisorción, adsorción 
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superficial, interacciones de Van der Waals, enlace de hidrogeno, interacciones electrostáticas, 

unión covalente, reducción de oxidación, interacciones hidrofóbicas, intercambio iónico y 

quelación (Ver Figura 21). Adicionalmente, se menciona la poca aceptación de la industria al uso 

de nuevos adsorbentes y a la necesidad de realizar más investigaciones en materia de mecanismos, 

de regeneración de los adsorbentes y de pruebas con efluentes reales. 

Figura 21 

Clasificación de los mecanismos de adsorción de contaminantes 

 

Modificado de: Crini, G., Lichtfouse, E., Wilson, L. D., & Morin-Crini, N. (2018). Adsorption-

Oriented Processes Using Conventional and Non-conventional Adsorbents for Wastewater 

Treatment. En G. Crini & E. Lichtfouse (Eds.), Green Adsorbents for Pollutant Removal: 

Fundamentals and Design (pp. 23-71). Springer International Publishing. 

https://doi.org/10.1007/978-3-319-92111-2_2 

 

Adewunmi et al., 2020, demostraron la efectividad de usar partículas de cuarzo extraído de la 

arena, con tamaños micrométricos (entre 75 y 300 μm), en la desestabilización de emulsiones W/O, 

logrando eficiencias de remoción de agua de hasta el 99% usando una concentración de cuarzo de 

apenas 5% a 3%, lo cual se evaluó mediante pruebas de botella. De esta manera, se podría esperar 
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resultados similares en emulsiones O/W, en las cuales se puede usar oxido de sílice de tamaño 

micrométrico como desemulsionante en la industria del petróleo.  

 

Osorio et al., 2022 y diferentes autores (Lü et al., 2017), (Magalhães-Ghiotto et al., 2021), 

(Oghyanous, 2021), (Ko et al., 2016), entre otros, han estudiado el uso de nanopartículas 

magnéticas como la magnetita (Fe3O4) y maghemita (ϒ-Fe2O3) en el tratamiento de efluentes 

oleosos, gracias a la gran área superficial especifica, las propiedades superficiales oleófilas y el 

potencial de reciclabilidad que poseen. Teniendo en cuenta la eficiencia de remoción de aceite (ⴄr), 

descrita en la ecuación 12: 

ⴄ
r

=
(𝐶𝑖 − 𝐶𝑓)

𝐶𝑖
∗ 100                (12) 

Donde 𝐶𝑓y 𝐶𝑖 representan las concentraciones de aceite final e inicial. 

En los últimos años, ha aumentado el interés por el uso de partículas sólidas de tamaño 

nanométrico y con propiedades magnéticas, ya que poseen una gran área superficial, superficies 

olefílicas y potencial de reciclabilidad.  

 

Las nanopartículas cargadas positivamente se adhieren a las gotas de aceite dispersas cargadas 

negativamente formando agregados de nanopartículas con aceite, el cual puede recuperarse 

mediante la generación de un campo magnético externo. Adicionalmente, mediante su lavado con 

alcohol es posible reutilizarlas por varios ciclos en el tratamiento de aguas con aceite emulsionado, 

las eficiencias reportadas superan el 90% como se observa en la Figura 22. 
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Figura 22 

Eficiencia de remoción usando nanopartículas magnéticas 

Tomado de: Osorio, J., Ahmed, R., & Elgaddafi, R. (2022a). Oilfield-produced water treatment 

using bare maghemite nanoparticles. Results in Engineering, 16, 100641. 

https://doi.org/10.1016/j.rineng.2022.100641 

 

Aunque se han desarrollado algunos estudios relacionados con el uso de agregados solidos en el 

rompimiento de emulsiones, los sistemas emulsificados han sido emulsiones asfálticas usadas en 

ingeniería de carreteras y en emulsiones derivadas de otras industrias. No obstante, con el 

desarrollo de las técnicas de recobro en los campos de petróleo convencional y extrapesado, es 

importante, revisar el uso de alternativas más económicas, en el tratamiento de efluentes oleosos. 

 

METODOLOGIA DE EXPERIMENTOS Y RESULTADOS 

3. FASE I: Formulación de Sistemas Surfactante/Agua/Aceite Winsor I y Winsor III 

usando como Agente Emulsificante el Dodecilbenceno sulfonato de sodio (SDBS).  

 

El comportamiento de fases de un sistema surfactante/agua/aceite es estudiado a partir de 

una serie de pipetas en las cuales una de las variables de formulación cambia progresivamente, 



EVALUACIÓN DE AGREGADOS SÓLIDOS COMO DESESTABILIZADORES  64 

 

 

 

mientras los otros componentes del sistema se mantienen constantes (Kohli & Mittal, 2013). En 

este caso, se usa la concentración de cloruro de sodio (NaCl) como parámetro fisicoquímico de 

formulación, mientras las proporciones de surfactante, cosolvente, fase acuosa y aceite 

permanecen constantes. 

 

A la hora de diseñar un proyecto de inyección de surfactantes como método de recobro 

(EOR), se busca formular bajo la premisa de determinar la salinidad óptima, a la cual se tendrán 

los mínimos valores de tensión interfacial (Zhang & Yu, 2021).Por tanto, los sistemas que mejor 

representan las aguas de producción resultantes de un proceso EOR tendrían un comportamiento 

de fases Winsor III (microemulsión-bicontinua) y Winsor I (O/W), descartando Winsor II (W/O), 

ya que sería más adecuado para estudios relacionados con deshidratación del crudo y esta 

investigación se enfoca en el tratamiento de aguas de producción.  

 

En el presente capítulo se explicará el procedimiento experimental y los resultados 

obtenidos del análisis del comportamiento de fases para un sistema surfactante/aceite/agua, usando 

la salinidad como parámetro de formulación. 

 

Adicionalmente, se seleccionó una concentración constante de surfactante aniónico de 5000 ppm, 

que se encuentra dentro del rango típico de concentraciones de surfactantes para recobro químico 

CEOR (entre 1000 y 10000 ppm), y a su vez, sea lo suficientemente alta para visualizar con mayor 

claridad los cambios en la solubilización de aceite y agua. En este estudio, se usó alcohol n-Amílico 

(Pentan-1-ol) como cosolvente, lo cual facilita la formación de la microemulsión, ya que la 

interfase agua-aceite se vuelve menos rígida (Ding et al., 2023).  
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3.1 Materiales  

3.1.1 Reactivos   

En el desarrollo de esta etapa se implementan los siguientes reactivos para evaluar el 

comportamiento de fases. 

 

• Solución de Surfactante 

El SDBS (Dodecilbencenosulfonato de sodio), con formula molecular C18H29NaO3S, es un 

surfactante aniónico de la empresa Sigma-Aldrich de grado técnico; pureza>99%, con un grupo 

sulfonato y un grupo benceno (el cual es un grupo cromóforo) en su estructura molecular, que le 

confiere, una alta afinidad por la fase acuosa y una absorción de radiación electromagnética en el 

rango UV Vis (Yan et al., 2012). Adicionalmente, es uno de los tensoactivos más usados en 

recobro mejorado (Ngo et al., 2019); con un peso molecular de 348.48 g/mol y alta solubilidad al 

agua (HLB 19.9) (Kothencz et al., 2017). En la Figura 23 se puede observar la estructura del 

SDBS. 

 

Figura 23 

Estructura del SDBS 

 

 

 

Tomado de: Sun, Z., Nicolosi, V., Rickard, D., Bergin, S., Aherne, D., & Coleman, J. 

(2008). Quantitative Evaluation of Surfactant-stabilized Single-walled Carbon Nanotubes: 

Dispersion Quality and Its Correlation with Zeta Potential. Journal of Physical Chemistry C, 112, 

10692-10699. https://doi.org/10.1021/jp8021634 
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La concentración micelar critica del Dodecilbencensulfonato de sodio (SDBS) reportada por 

(Kabir & Susan, 2008), (Vale & McKenna, 2005), (Jiménez, A., 2023)  se encuentra entre 1.1 mM 

(383 ppm) y 2.38 mM (830 ppm). En la Figura 24, se observa como el punto de inflexión de los 

datos determinados por conductividad permiten inferir la CMC del surfactante. En la sección  4.2.1 

se reportan los resultados obtenidos al medir la CMC a condiciones de sal Winsor I y Winsor III, 

mediante la técnica de turbidimetría.  

Figura 24 

CMC Dodecilbencensulfonato de sodio (SDBS) 

 

 

 

 

 

 

Tomado de: Jimenez, A. (2023). Evaluación de Formulaciones Surfactante/Nanopartículas para 

el Recobro Mejorado de un Crudo Pesado Colombiano. Trabajo de Grado para Optar al Título de 

Magister en Química. Universidad Industrial de Santander. 

https://noesis.uis.edu.co/server/api/core/bitstreams/43c5d186-149c-4444-98f6 

4233c3149645/content. 

 

• Crudo deshidratado 

Para esta investigación se usó petróleo de un campo colombiano con las propiedades 

descritas en la Tabla 2.  

Tabla 2 

 Propiedades del crudo 
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Propiedades Valor Unidad 

Gravedad API  19.5-21 ° 

Viscosidad 37 a Presión de burbuja mPa/s 

Densidad 0.924 g/ml 

Azufre 0.9-1.0 %w 

NN 2-2.2  mg KOH/g 

 

• Salinidad 

 Cloruro de sodio (NaCl) en forma de cristales de la empresa Sigma-Aldrich, 100% pureza 

y un peso molecular de 58.44 g/mol.  

 

• Alcohol amílico  

Alcohol n-amílico (Pentan-1-ol) de 98.5% de pureza, 88.15g/mol, fórmula molecular 

(C5H12O) de la empresa EMSURE, fue usado como cosolvente con el fin de favorecer los 

procesos cinéticos en los comportamientos de fases y la sinergia entre los componentes del 

sistema (surfactante/aceite/agua). 

3.1.2 Instrumental  

• Pipetas 

Pipetas graduadas de 5 mL Fisher Scientific, selladas en la parte inferior para evitar fuga de los 

fluidos contenidos, fueron usadas con el fin de realizar las pruebas de comportamiento de fases. 

3.2 Procedimiento Experimental  

Para las pruebas de comportamiento de fases, se preparan soluciones madre de surfactante 

(SDBS) concentradas al 5% wt ppm, de NaCl a 20% wt ppm de sal y una solución madre de alcohol 

amílico a 1% wt.  
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Por otra parte, se decide fijar la relación agua/aceite (WOR) en 90/10 y temperatura de 25 °C, ya 

que en este caso la variable de formulación será la salinidad no la temperatura, por tanto, esta 

última será un parámetro constante.  

 

Se realiza un barrido de salinidad, para determinar el rango de concentraciones donde el sistema 

muestra un comportamiento de fases WINSOR tipo III y WINSOR tipo I, similares a los que se 

observan en los efluentes de agua de producción obtenidos en superficie luego de la 

implementación de un proceso de inyección de surfactantes como método de recobro mejorado de 

petróleo. 

 

Los parámetros que se deben tener en cuenta para la realización del experimento se clasifican como 

constantes, los cuales se mantendrán estáticos durante todo el desarrollo. Las variables, son los 

factores que determinan el diseño experimental, el cual para este caso es solo 1 (concentración de 

NaCl), lo que se traduce en 15 puntos experimentales con su respectivo duplicado. En la Tabla 3 

se resumen los parámetros de la fase 1. 

 

 

 

 

 

 

 



EVALUACIÓN DE AGREGADOS SÓLIDOS COMO DESESTABILIZADORES  69 

 

 

 

Tabla 3 

Parámetros experimentales Fase 1 

 

3.2.1 Comportamientos de fases 

Con el fin de encontrar las salinidades que mejor representen los comportamientos de fases Winsor 

I y Winsor III, se evaluaron las siguientes salinidades presentadas en la Tabla 4, manteniendo 

constantes la temperatura, la relación agua/aceite, la concentración de surfactante Dodecilbenceno 

sulfonato de sodio (SDBS) y la concentración de cosolvente (alcohol). 

Tabla 4 

Concentraciones de fases usadas en la formulación  

Consecutivo Fecha ID 
Temperatura 

(°C) WOR 
[ ] NaCl 
(ppm) 

[ ] SDBS 
(ppm) 

[ ] Alcohol 
(ppm) 

1 19/10/2021 SDBS 25 90/10 5000 5000 10000 

2 19/10/2021 SDBS 25 90/10 10000 5000 10000 

3 19/10/2021 SDBS 25 90/10 20000 5000 10000 

3 19/10/2021 SDBS 25 90/10 30000 5000 10000 

3 19/10/2021 SDBS 25 90/10 40000 5000 10000 

4 19/10/2021 SDBS 25 90/10 50000 5000 10000 

5 19/10/2021 SDBS 25 90/10 60000 5000 10000 

6 19/10/2021 SDBS 25 90/10 70000 5000 10000 

7 19/10/2021 SDBS 25 90/10 80000 5000 10000 

8 19/10/2021 SDBS 25 90/10 90000 5000 10000 

9 19/10/2021 SDBS 25 90/10 100000 5000 10000 

 

Constantes

Relación agua/petróleo
WOR: 90/10

Coosurfactante: alcohol 1 

wt%

Concentración de
surfactante: 5000 [ppm]
Tipo de surfactante: SDBS-
Surfactante aniónico de sodio
dodecilbenceno sulfonato

Temperatura: 25° C

Variables

Concentración de NaCl:
0.5%, 1%, 2%, 3%, 4%, 5%,
6%, 7%, 8%, 9% y 10%.
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3.3 Análisis de Resultados 

En el barrido de salinidad, usando NaCl, se observa que la fase acuosa pasa de tener una mayor 

cantidad de aceite solubilizado a una menor cantidad, dado que los monómeros de surfactantes 

pierden solubilidad en la fase acuosa a medida que se tiene una mayor presencia de iones. A 

salinidades mayores a 3%wt, se observa que la coloración de la fase acuosa se va desvaneciendo 

y esto puede deberse a que, a una salinidad elevada, los tensioactivos tienden a migrar hacia la fase 

oleosa. Ante la adición de NaCl al sistema, la concentración de contraiones aumenta, 

comprimiendo la doble capa eléctrica y reduciendo las fuerzas eléctricas repulsivas entre las 

moléculas de los tensioactivos, lo que resulta en una mayor densidad de empaquetamiento en las 

micelas (Ding et al., 2023). En consecuencia, el sistema de microemulsión tiende a pasar desde un 

comportamiento Winsor I, pasando por Winsor III y finalmente al continuar aumentando la 

salinidad se obtiene un comportamiento de tipo Winsor II. 

 

El comportamiento de fases que mejor representa el comportamiento Winsor I se presentó a una 

salinidad de 2% wt. Es posible observar en la Figura 25, que a 2%wt de NaCl la fase acuosa tiene 

una coloración más amarillenta, lo que permite inferir que hay una mayor cantidad de aceite 

solubilizado. Por otra parte, a 5% NaCl, se obtuvo la salinidad óptima, es decir, el comportamiento 

de fases Winsor III (bicontinuo), ya que se observa la formación de un volumen considerable de 

microemulsión en la fase intermedia.  
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Figura 25 

Comportamiento de fases del sistema en función de un barrido de salinidad 

  

3.3.1 Determinación de la salinidad óptima 

 

El comportamiento de fases Winsor I y Winsor III no están dados a una única salinidad 

característica, sino que representan un rango en el cual el surfactante tiene cierta afinidad por una 

o dos fases respectivamente. Por tanto, para definir la salinidad óptima que representa el 

comportamiento bicontinuo (igual afinidad por el agua y el aceite), se midió el volumen de 

microemulsión formado.  

 

En la Figura 26, se observa que a 5% de NaCl, se obtiene la mayor cantidad de sistema bicontinuo 

con un volumen de 0,4 mL. Este punto representa la concentración de sal donde normalmente se 

obtiene la menor tensión interfacial e igual cantidad de aceite y agua solubilizada.  Por lo tanto, la 

salinidad de 5% es establecida como la salinidad óptima del sistema. 
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Figura 26 

Volumen microemulsion Winsor III 

 

4. FASE II: Absorción Estática de Dodecilbenceno sulfonato de sodio (SDBS) en Distintos 

Agregados sólidos a Condiciones de Salinidad WI y WIII 

 

La cantidad de surfactante adsorbido en la interfase sólido-líquido se puede determinar 

mediante pruebas de adsorción estática, que consisten en contactar la formulación de surfactante 

en equilibrio con la roca disgregada (Sheng, 2013). La naturaleza de la interfase sólido líquido es 

mucho más variada que la interfase O/W, ya que interfieren características de la superficie sólida 

como la porosidad, la heterogeneidad química y la cargas eléctricas superficiales (Aveyard, 

2019b). 

4.1 Materiales 

4.1.1 Reactivos 

Los reactivos son SDBS (C18H29NaO3S), cristales de Cloruro de Sodio (NaCl), ácido 

acético al 3 wt% (CH₃COOH) y muestras de agregados sólidos de bentonita (Al2O3.4SiO2.H2O), 

óxido de silicio (SiO2), carbonato de calcio (CaCO3) y colas de ilmenita (FeTiO3) que se presentan 

en la Tabla 5. 
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Tabla 5 

Fuente y principal composición de los minerales usados 

Mineral Origen Composición 

química 

pH sin 

sal 

pH 2% 

NaCl 

pH 5% 

NaCl 

Silicio 

Óxido 

(Sílice) 

ABC Laboratorios SiO2 9 9 9 

Carbonato 

de Calcio 

Sigma Aldrich-Merck 

Group 

CaCO3 9 10 10 

Bentonita  Acofarma S.A. Al2O3·4SiO2·H2O 11 10 10 

Colas de 

ilmenita* 

Arenas negras 

Colombianas_Laboratorio 

GIMBA_UIS. 

FeTiO3 con 

impurezas de Mg 

9 8 8 

 

Las colas de ilmenita usadas para esta investigación son residuos derivados de arenas negras ricas 

en ilmenita de un depósito de Barbacoas (Nariño), modificado por molienda de alta energía usando 

ácido acético al 3 wt% (CH₃COOH) para aplicaciones fotocatalíticas como se observa en la Figura 

27. 

 

Figura 27 

Microscopia de las colas de ilmenita utilizada 
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Tomado de: Cañas-Martínez, D., Cipagauta Díaz, S., Manrique, M., Gomez, R., & Pedraza-

Avella, J. (2021a). Photocatalytic hydrogen production using FeTiO3 concentrates modified by 

high energy ball milling and the presence of Mg precursors. Topics in Catalysis, 64, 1-15. 

https://doi.org/10.1007/s11244-020-01396-8 

4.1.2  Equipos 

• Shaker  

Incubadora agitadora modelo LSI-3016A de la empresa DAIHAN LabTech Co., LTD, con 

movimiento orbital, control de temperatura (10°C y 60°C) y de velocidad (0 a 300 rpm).  

 

• Centrifuga 

Máquina Centrífuga Portátil de marca COSTWAY modelo 8200-1, con velocidad máxima 

de 4000rpm y con capacidad de 6 tubos zanahoria. 

 

• Espectrofotómetro UV VIS 

Se hizo uso de un espectrofotómetro UV vis MultiskanTM GO Microplate (Thermo Fischer 

Scientific, España). 

 

• Micromeritics Analizador de adsorción 3Flex 

Caracterización de materiales de alta resolución, alto rendimiento, área superficial y tamaño de 

poro. 

• Molino  

Molino planetario Restch PM 100. 
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• Litesizer DLS 100 

Instrumento de dispersión dinámica de la luz. 

• Tubos centrifuga  

Tubo Centrífuga Falcon de material plástico de 15 mL. 

 

4.2 Procedimiento Experimental  

 

4.2.1 Determinación Concentración Micelar Critica (CMC) 

Para determinar la Concentración Micelar Critica se utilizó un turbidímetro modelo 2100N de 

marca HACH, disponible en el laboratorio GIMBA. Para ello se hicieron disoluciones con 

diferentes concentraciones de surfactante entre 10 ppm y 800 ppm a condiciones de 2% NaCl y 

5%NaCl, teniendo en cuenta que la CMC reportada en literatura para el SDBS en agua destilada 

fue de 830 ppm (Jiménez, A., 2023). Los valores de turbidez [NTU] se graficaron en función de 

la concentración de SDBS a temperatura constante de 25°C, cuyo punto de inflexión representa la 

CMC (Paternina et al., 2019). Los resultados de CMC se reportan en la sección  4.3.2. 

 

4.2.2 Pruebas de adsorción estática de surfactante en la interfase sólido líquido  

 

El diseño experimental es un diseño factorial completo con tres factores que provienen de los 

parámetros variables en donde, el primer factor posee 4 niveles (tipo de agregado sólido), el 

segundo 8 niveles (concentración de surfactante) y último tiene 2 niveles (salinidad para Winsor I 

y Winsor III) con un total de 64 puntos con su respectivo duplicado, como se observa en la Figura 

28. 
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Figura 28 

Parámetros del diseño experimental Fase II 

 

 

Teniendo en cuenta las salinidades a las cuales se obtiene un comportamiento de fases Winsor III 

y Winsor I, se realizaron pruebas de adsorción estática usando cuatro agregados bentonita 

(Al2O3·4SiO2·H2O), oxido de silicio (SiO2), carbonato de calcio (Ca2CO3) y colas de Ilmenita 

(FeTiO3); los cuales se añaden a la formulación de surfactante (0.5% wt Dodecilbenceno sulfonato 

de sodio (SDBS), 2 y 5% wt NaCl), en una proporción  de 1/10  (1g de sustrato por 10 ml de 

solución acuosa) por 24 horas siguiendo el procedimiento descrito en la Figura 29, con el fin de 

determinar la isoterma de adsorción del sustrato mineral (Paternina et al., 2020a).  

 

Constantes

Relación sustrato/solución: 1g/10 ml

Tipo de surfactante: SDBS-Surfactante 
aniónico de sodio dodecilbenceno sulfonato 
((C18H30NaO3S)

Temperatura: 25° C

Variables

Tipo de agregado sólido: bentonita
(SiO3.H2O), óxido de silicio (SiO2) ,
carbonato de calcio (CaCO3) y colas de
Ilmenita (FeTiO3)

Concentración de surfactante:
50,100,300,500,1000,2000,3000 y 5000 ppm

Salinidad del sistema: Concentración de
NaCl para comportamiento de fases
WINSOR I (2%) y WINSOR III (5%)
determinada en la Fase 1.
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Figura 29 

Procedimiento adsorción estática de surfactantes en la interfase sólido-líquido 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

4.2.3 Caracterización de los sólidos utilizados en las pruebas de adsorción  

 

• Tamaño de partícula: para los distintos agregados sólidos (Bentonita, Carbonato de 

Calcio, Colas de Ilmenita y Óxido de sílice (SiO2)), se midió el tamaño de partícula usando 

un Litesizer 500 perteneciente al laboratorio del CICAT Guatiguará UIS, las mediciones 

se realizaron a temperatura constante de 25°C en agua destilada a 25 °C mediante la técnica 

de difracción de luz laser (DLS). 
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• Área superficial: el área superficial de los sólidos fue medida por adsorción BET con 

Nitrógeno (fisisorción), mediante Isoterma de adsorción - desorción de N2 a 77 K con 

cálculo de área superficial BET y distribución de tamaños (método BJH) y volumen de 

poro usando el equipo 3Flex 4.03 de la marca Micromeritics. 

 

• Potencial Z: Se midió el potencial Z de los distintos agregados sólidos en presencia de 

5000 ppm de surfactante SDBS a 2 y 5% wt NaCl mediante el equipo Litesizer 500 

mediante la técnica de dispersión de luz electroforética (ELS). 

 

4.3 Análisis de resultados  

4.3.1 Caracterización de agregados sólidos 

• Tamaño de partícula: a continuación, en la Figura 30, se presenta la distribución de 

tamaño de partícula determinada para cada sólido por la técnica DLS, allí es posible 

observar la distribución de los tamaños de las partículas y adicionalmente, se presenta un 

resumen de los valores representativos. Entre estos datos se encuentra el D10 (porción de 

partículas con diámetros menores a este valor representan el 10%), el D50 (diámetro medio, 

porción de partículas con diámetros menores a este valor representan el 50%) y D90 

(porción de partículas con diámetros menores a este valor representan el 90%) para cada 

conjunto de datos. Otro dato reportado, de intereses es el radio hidrodinámico el cual da 

una idea de la interacción de las partículas con su medio circundante.  

 

Los resultados muestran que los sólidos en general tienen una distribución ancha, ya que, 

hay heterogeneidad en el tamaño de partícula. Asimismo, observamos que teniendo en 
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cuenta el D50, los sólidos presentan 1, 2 y hasta 3 distribuciones de tamaños 

(polidispersidad), dependiendo del agregado. Y se tiene en orden de mayor a menor tamaño 

de partícula: Carbonato de calcio>Óxido de Sílice>Bentonita>Colas de Ilmenita. 

Figura 30 

Distribución del tamaño de partículas en A) Bentonita B) Carbonato de Calcio C) Colas de 

Ilmenita y D) Óxido de Sílice. 

 

• Área superficial: los resultados de área superficial se observan en la Tabla 6. Allí es 

posible observar que en términos de área superficial en orden de mayor a menor área 

superficial son: bentonita>colas de ilmenita>óxido de sílice>carbonato de calcio. No 

obstante, en términos de volumen poroso, el sólido con mayor volumen poroso es la cola 

de ilmenita (0.105 cm3/g) y adicionalmente, el material con un tamaño de poro más grande 

es el óxido de sílice (19.297 nm). Asimismo, en isotermas de adsorción/desorción de N2 
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presentadas en la Figura 63 del Anexo 1, para el caso de la Bentonita, se observa que existe 

una tortuosidad, es decir una restricción al paso del N2 por las gargantas de poro por el 

diámetro de los poros (5.022 nm), por tanto, esto implica que, aunque es un material con 

un área superficial considerable en comparación a los otros sólidos, existen muchos poros 

inaccesibles para las moléculas de nitrógeno. 

Tabla 6 

Área superficial de los sólidos 

Sólido Área superficial 

[m2/g] 

Volumen poroso 

[cm3/g] 

Tamaño de poro 

[nm] 

Carbonato de 

calcio 

0.324  0.001 7.701 

Óxido de Sílice 6.233  0.022 19.297 

Bentonita 65.259 0.052 5.022 

Colas de Ilmenita 53.714 0.105 9.398 

 

• Potencial Z:  las mediciones de potencial Z se reportan en la Tabla 7. Allí es posible 

observar que la cantidad de NaCl, añadida tuvo un impacto significativo en el potencial Z 

de los sólidos. El valor absoluto se redujo a medida que aumentaba la cantidad de sal en la 

solución, por tanto, la agregación de partículas fue mayor debido a una disminución en la 

estabilidad de la suspensión coloidal. 

Tabla 7 

Potencial Z de los sólidos 

Sólido PZ [2% NaCl] PZ [5% NaCl] pH 

Carbonato de calcio -43.79 -11.59 7.8 

Óxido de Sílice -32.46 -17.39 7.6 

Bentonita -35.73 -12.69 9.3 

Colas de Ilmenita -23.07 -7.38 6.6 
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En la Figura 31, se observa que al aumentar la fuerza iónica se reduce el valor del potencial zeta 

acercándose más a cero para todos los sólidos.  

 

La bentonita, el carbonato de calcio y el óxido de sílice son estables a 2% NaCl, pero inestables a 

5% NaCl. Por otro lado, la suspensión coloidal de colas de ilmenita es inestable a ambas 

condiciones de fuerza iónica, ya que las partículas tienen un potencial zeta menor a la línea 

divisoria general entre suspensiones estables e inestables (+30 o -30 mV) (Duman & Tunç, 2009). 

Según (Vallar et al., 1999) cuanto mayor sea el valor absoluto potencial zeta mayores son las 

fuerzas repulsivas entre partículas y disminuye la tendencia de floculación entre partículas.  

 

Figura 31 

Potencial zeta sólidos al pH de la formulación 

Los valores de potenciales zeta negativos 

obtenidos en el caso de la bentonita (2% NaCl: -35.73 mV y 5% NaCl: -12.69 mV) están de 

acuerdo con lo observado por (Baik & Lee, 2010).   

 

Lo presentado en la Figura 31 concuerda con los resultados obtenidos por (Derkani et al., 2019), 

quien identifico que un aumento en la concentración de solución salina monovalente (NaCl) genera 
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cargas superficiales negativas para las partículas de CaCO3 y adicionalmente, su carga superficial 

tiende a volverse menos negativa, reduciendo su magnitud hacia cero al aumentar la concentración 

de sal.  

 

Asimismo, en el caso del Óxido de Sílice, el aumento de NaCl en la solución disminuye la densidad 

de carga superficial debido a un apantallamiento de los grupos SiO- desprotonados por la alta 

concentración de Na+(Al-Khashab, 2022a). 

 

En cuanto al efecto que posee la concentración de 0.5%wt de SDBS en los resultados obtenidos 

de potencial zeta, se puede inferir que los iones de surfactante adsorbidos sobre la superficie de 

los sólidos contribuye al potencial eléctrico de los mismos, ya que estos iones de la molécula de 

SDBS son retenidos por la capa de Stern de la doble capa eléctrica alrededor de las partículas 

sólidas (Y. Zhao et al., 2013).  

 

4.3.2 Medición concentración micelar critica (CMC) 

En la Figura 32, se observa la gráfica de turbidez [NTU] en función de la concentración de 

surfactante [ppm] para 2 y 5% wt NaCl. Se halló la CMC del SDBS a 25°C a 2% wt NaCl con un 

leve cambio de pendiente alrededor de los 500 ppm. Mientras, que para una salinidad de 5% wt 

NaCl, el punto de inflexión se determinó a 300 ppm. Los resultados obtenidos y el valor de CMC 

en agua destilada determinado por (Jiménez, A., 2023) de 830 ppm para la molécula del SDBS 

mediante conductimetría, concuerdan con el comportamiento reportado en literatura, donde la 

adición de sales disminuye la CMC en los tensioactivos iónicos, gracias a que las sales reducen las 
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fuerzas repulsivas entre las cabezas de polares de los surfactantes, favoreciendo la formación de 

micelas (Bajpai, 2018),(Akhlaghi & Riahi, 2019), (S. Rafique et al., 2020). 

 

Figura 32 

Turbidez en función de la concentración de dodecilbencensulfonato de sodio (SDBS) a 2 y 5% 

NaCl. 

 

 

 

 

4.3.3 Medición concentración de surfactante 

 

El interés en el desarrollo de esta fase experimental consiste en determinar la cantidad de 

surfactante adsorbido por unidad de masa y por unidad de área superficial para la bentonita 

(Al2O3·4SiO2·H2O), óxido de silicio (SiO2), carbonato de calcio (Ca2CO3) e colas de Ilmenita 

(FeTiO3), a una temperatura de 25°C, ya que nos da una idea de la capacidad de adsorción que 

posee cada uno de los sólidos usados. Asimismo, la concentración de equilibrio del surfactante en 

solución requerido para producir una cobertura superficial determinada, que es una medida de la 

eficiencia con que el químico se adsorbe en cada sustrato y por otra parte, la eficacia, que se refiere 

al máximo efecto que el surfactante puede producir sobre el sustrato independiente de la 

concentración (Rosen & Kunjappu, 2012).  
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El valor de λmax es importante ya que es característico de cada compuesto y revela información 

sobre la estructura del analito. Es así, que se busca determinar mediante el espectro de absorbancia 

versus longitud de onda (λ), la λmax para la cual se tengan valores de absorbancia más altos, que 

permitan obtener la mayor sensibilidad posible y minimizar así las desviaciones de la ley de 

Lambert-Beer (Bonotto et al., 2008). Para esto se prepararon diferentes formulaciones de SDBS y 

sal teniendo en cuenta un diseño factorial completo con dos factores que provienen de los 

parámetros variables en donde, el primer factor posee 2 niveles (salinidad NaCl: 2%wt y 5%wt) y 

el segundo 6 niveles (concentración de Dodecilbenceno sulfonato de sodio (SDBS): 0, 20, 40, 60, 

80 y 100 ppm).  

 

Las diferentes formulaciones fueron medidas por espectroscopia UV Visible en un rango de 

longitud de onda de 200 a 400 nm, con un paso de 2nm, usando una celda de cuarzo para las 

mediciones. Según el estudio realizado por (J. Geng et al., 2013) la molécula del Dodecilbenceno 

sulfonato de sodio (SDBS) presenta típicamente tres bandas de fuerte absorción centradas a ⁓194 

nm, ⁓225 nm y ⁓260 nm, que son causados por la transición electrónica de enlaces π- π a enlaces 

C=C en los anillos aromáticos del Dodecilbenceno sulfonato de sodio (SDBS). El pico de 

absorbancia fue determinado a 226 nm, muy cercano al valor reportado por (Ni et al., 2021), (Y. 

Zhao et al., 2013), (Lv et al., 2011b).  (Ver Figura 33). 

Figura 33 

Barrido espectral a diferentes concentraciones de Dodecilbenceno sulfonato de sodio (SDBS) a 

2 y 5% NaCl 
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4.3.4 Curvas de calibración a 2 y 5% wt NaCl 

 

Teniendo en cuenta que la intensidad de la radiación electromagnética que pasa a través de 

la muestra se puede medir en términos de transmitancia (T) o absorbancia (A) en función de la 

longitud de onda (λ) y en base a la Ley de Lambert-Beer, la cual se puede definir mediante la 

ecuación 13 como: 

𝐴 = Ɛ. 𝑙. 𝑐      (13) 

Donde Ɛ, es una constante de proporcionalidad referente a la absortividad molar que varía en 

función de la longitud de onda λmax usada en la medición. 𝑙 representa la longitud de la muestra a 

través de la cual pasa la radiación y 𝑐 es la concentración del analito que absorbe la radiación. Es 

posible obtener una linealización que relaciona mediante una ecuación lineal la absorbancia en 

términos de concentración del analito como se observa en la Figura 34. 

 

Figura 34 

Derivación de la curva de calibración a partir de regresión lineal teniendo en cuenta la Ley de 

Lambert Beer 

 

 

 

 

 

 

 

 



EVALUACIÓN DE AGREGADOS SÓLIDOS COMO DESESTABILIZADORES  86 

 

 

 

Tomado y adaptado de: Wang, J., Zhou, W., Yu, M., Zhu, Z., & Li, Y. (2022). Adsorption 

of Additives in Cola Beverages: A Safe and Improved Experiment Exploring Beer’s Law and 

Adsorption Process. Journal of Chemical Education, 99(2), 924-931. 

https://doi.org/10.1021/acs.jchemed.1c00471 

 

Para construir las curvas de calibración y obtener la ecuación de regresión lineal teniendo 

en cuenta la Ley de Lambert Beer, se miden diferentes concentraciones de Dodecilbenceno 

sulfonato de sodio (SDBS) a una longitud de onda de 226 nm, donde es posible obtener una 

relación lineal por debajo de 60 ppm de surfactante, por lo cual fue necesario realizar diluciones 

de las concentraciones iniciales de SDBS (100, 300, 500, 1000, 2000, 3000 y 5000 ppm) para que 

pudiesen caer dentro de las curvas de calibración realizadas en este paso, como se observa en la  

Figura 35, donde se presenta un buen ajuste de los datos en ambos casos (2 y 5% NaCl) con un 

ajuste lineal (R2) de 0.99. 

 

Figura 35 

Curva de calibración Dodecilbenceno sulfonato de sodio (SDBS) 2 y 5%wt NaCl 
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En la Figura 36 se observa la curva de calibración mostrada en la Figura anterior, pero en este 

caso para facilitar los cálculos de concentración final de surfactante en base a la absorbancia 

obtenida para los sobrenadantes resultantes de las pruebas de adsorción estática realizadas para los 

diferentes agregados sólidos.  

 

Figura 36 

Curva de calibración ajustada Dodecilbenceno sulfonato de sodio (SDBS) 

Teniendo en cuenta el ajuste lineal de la curva de calibración para el Dodecilbenceno sulfonato de 

sodio (SDBS) a 2 y 5%wt de NaCl presentado en la Figura 36, se determinaron las 

concentraciones finales en equilibrio Cf, según las ecuaciones 14 y 15: 

 

y = 59.902x + 0.7417 (2% wt NaCl)     (14) 

y = 162.24x + 5.3351 (5% wt NaCl)    (15) 

Donde y, representa la Concentración de SDBS (Cf) y x, es la medida de absorbancia leída en el 

espectrofotómetro UV Vis. 
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No obstante, esta concentración Cf, no es la concentración final, sino que esta diluida por un factor 

de dilución, dado que fue necesario diluir las concentraciones iniciales Ci de Dodecilbenceno 

sulfonato de sodio (SDBS) mayores a 50 ppm para que pudiese usarse la curva de calibración 

construida hasta un nivel máximo de absorbancia de 1, mostrada en la Figura 35 y Figura 36. A 

continuación, en la Tabla 8 se presenta el factor de dilución fd utilizado para las distintas 

concentraciones iniciales Ci de surfactante medido. 

 

Tabla 8 

Factores de dilución usados en la medición de concentración por espectroscopia UV Vis 

Ci (ppm) Factor 
dilución fd 

50 1 

100 2 

300 6 

500 10 

1000 20 

2000 40 

3000 60 

5000 100 

 

4.3.5 Isotermas de adsorción  

 

La cantidad de dodecilbencenosulfonato de sodio (SDBS) adsorbido por unidad de masa en la 

interfase sólido-líquido, se fue calculada mediante la ecuación 16. 

 

𝜏 =  
𝑉[

𝐶𝑖
1.000

−(
𝐶𝑓

1.000
)∗𝑓𝑑)]

𝑚
   

𝑚𝑔 𝑠𝑢𝑟𝑓𝑎𝑐𝑡𝑎𝑛𝑡𝑒 𝑎𝑑𝑠𝑜𝑟𝑏𝑖𝑑𝑜

𝑔 𝑎𝑑𝑠𝑜𝑟𝑏𝑒𝑛𝑡𝑒
     (16) 
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Donde 𝑉 es el volumen de la formulación (SDBS y NaCl) contacta con la roca, en este caso 10 

mL. 𝐶𝑖 es la concentración inicial de la formulación antes de ser contactada con la roca, 𝐶𝑓 es la 

concentración final diluida obtenida de la curva de la calibración de la Figura 36 en ppm y 𝑓𝑑,es 

el factor de dilución por el cual se debe multiplicar la 𝐶𝑓 teniendo en cuenta la 𝐶𝑖 de la formulación, 

como se observa en la Tabla 8. Asimismo, m es la masa de sustrato usado en las pruebas de 

adsorción estática, para este caso 1g y τ, representa la cantidad de surfactante adsorbido en el 

sustrato (mg) por masa de roca (g). 

 

La isoterma de adsorción representa el grado de adsorción de tensioactivo en función de la 

concentración del surfactante en el equilibrio a temperatura constante (Kalam et al., 2021a). En la  

Figura 37, se observa la isoterma de adsorción para las diferentes combinaciones sustrato-

salinidad.  

Figura 37 A y B 

Isoterma de adsorción de cantidad de surfactante adsorbido por gramo de solido en función del 

tipo de agregado sólido. A:  a 2%wt NaCl y B: 5%wt NaCl 
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Las isotermas de adsorción presentadas en la  

Figura 37 A y B presentan cuatro partes (modelo de adsorción de cuatro pasos) y curvas en forma 

de S con una pendiente inicial seguida de un ascenso. En la primera parte la cantidad adsorbida de 

SDBS aumento drásticamente a una baja concentración de equilibrio, de acuerdo con la ley de 

Henry, que describe el comportamiento a bajas concentraciones, donde la cantidad adsorbida es 

proporcional a la concentración del adsorbato en una relación lineal (Kalam et al., 2021a), (Zhu & 

Gu, 1991).   

 

La segunda parte, inicia cuando la pendiente de las isotermas aumenta gracias a que las 

interacciones laterales entre las cadenas hidrocarbonadas de los tensioactivos actúan junto a las 

interacciones electrostáticas incrementando la densidad de adsorción. En esta etapa, a medida que 

la concentración de surfactantes aumenta, los monómeros del SDBS tienden a agregarse formando 

estructuras más complejas como bicapas gracias a las interacciones hidrofóbicas (Somasundaran 

et al., 1964) como se observa en la  

Figura 37 A y B. 

 

Posteriormente, en la región III, se empieza a aplanar con el aumento de la concentración de 

equilibrio, antes de alcanzar una meseta mejor definida (Y. Zhao et al., 2013), (Bera et al., 2013). 

Lo anterior, dado que las fuerzas electrostáticas no actúan debido a la neutralización de la 

superficie sólida por adsorción de tensioactivos y solo actúan de forma predominante las fuerzas 

laterales (Kalam et al., 2021a).   

 

Finalmente, la región IV se defino como aquella, donde la pendiente tiende a reducirse aún 

más que en la región III, llegando a ser casi plana al alcanzar la CMC, lo cual concuerda con lo 

reportado por (Paria & Khilar, 2004). Ver  
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Figura 37 A y B. 

 

Las cadenas alquílicas más largas del SDBS permiten que se formen hemimicelas a menores 

concentraciones de surfactantes (Hemmati et al., 2018). Asimismo, al aumentar la salinidad se 

favorecen las interacciones hidrofóbicas, ya que la Concentración Micelar Critica (CMC) en 

presencia de sal es menor, gracias a que los contraiones de la sal, actúan disminuyendo el espesor 

de la atmosfera iónica que rodea el grupo polar de la cabeza del surfactante, reduciendo así la 

repulsión electrostática entre ellas y facilitando la formación de estructuras micelares (Y. Zhao 

et al., 2013).  

 

Teniendo en cuenta lo anteriormente dicho, se puede inferir que las interacciones 

electrostáticas tienen efecto principalmente a bajas concentraciones menores a la CMC. En la  

Figura 37 A y B, De 500 ppm para el caso de las isotermas a 2% NaCl y 300 ppm a 5% NaCl, hay 

un cambio notorio de pendiente en las isotermas (punto de inflexión de la curva adsorción contra 

concentración), que podría estar relacionada con el cambio en el mecanismo predominante en la 

adsorción de SDBS en la interfase sólido-líquido, gracias a la formación de agregados en forma 

de hemimicelas y admicelas (Kalam et al., 2021a) (Zhu & Gu, 1991). 

 

Adicionalmente, es posible observar que a 2%wt de NaCl y a 5%wt NaCl, las colas de ilmenita y 

la bentonita presentaron los niveles más altos de adsorción de SDBS, esto puede estar relacionado 

con el área superficial de la bentonita (65.259 m2/g) y de las colas de ilmenita (53.714 m2/g) que 

son aproximadamente 8-10 veces mayor que el óxido de sílice (6.233 m2/g) y 166-201 veces mayor 

que el carbonato de calcio (0.324 m2/g). 
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Dado que el área superficial especifica de un medio poroso tiene influencia en el proceso de 

adsorción es lógico que las colas de ilmenita y la bentonita tengan altos niveles de adsorción de 

SBDS (Mohammed et al., 2020). No obstante, el volumen poroso y el tamaño de poro de las colas 

de ilmenita son mayores (VP: 0.105 cm3/g y tamaño de poro promedio de 9.4 nm) que en el caso 

de la bentonita (VP: 0.052 cm3/g y tamaño de poro promedio de 5.022 nm), que presenta una 

mayor tortuosidad o poros inaccesibles (<2 nm) a la molécula de surfactante (20 Å ⁓ 2 nm) (Awan 

et al., 2022), como se observa en la Figura 67 (Gráficas fisisorción BET N2 área superficial). 

 

Sin embargo, el área superficial no es el único parámetro que tiene influencia en el proceso de 

adsorción, sino que depende también de la carga superficial del sólido, de la salinidad, del volumen 

poroso, la fuerza iónica y el pH (Paria & Khilar, 2004), (M. R. Azam et al., 2013a), (M. Azam 

et al., 2014).  

La capacidad de adsorción máxima para los diferentes agregados sólidos se observa en la Tabla 

9. Se observa que las capacidades máximas de adsorción para cada sólido son mayores al aumentar 

la salinidad a excepción de las colas de ilmenita, la cual tuvo un comportamiento contrario a lo 

reportado por diferentes autores, que coinciden en que el incremento de la salinidad genera un 

aumento en la adsorción debido a la disminución de las fuerzas de repulsión de las cabezas 

cargadas de los surfactantes (M. R. Azam et al., 2013a), (Paternina et al., 2020b), (Belhaj et al., 

2020) (Rosen & Kunjappu, 2012). 

Tabla 9 

Comparación de la capacidad máxima de adsorción de SDBS en los sólidos. 

 

Adsorbente 

Máxima capacidad de 

adsorción (mg/g) a 2% NaCl 

Máxima capacidad de 

adsorción (mg/g) a 5% NaCl 

Colas de Ilmenita 43.4 28.8 
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Bentonita 27.0 28.0 

Carbonato de Calcio 20.2 24.4 

Óxido de Sílice  23.1 23.5 

 

En surfactantes iónicos como el caso del SDBS, las interacciones electrostáticas pueden influir en 

el proceso de adsorción de surfactantes iónicos a bajas concentraciones y entra en juego la carga 

superficial que se tenga en los sitios activos según la mineralogía y el pH del medio (Esteves et al., 

1999).  

 

El punto isoeléctrico reportado para las colas de ilmenita varía entre un pH 4.2 y 6.25 (Mehdilo 

et al., 2013), (X. Fan et al., 2009), (P. Chen et al., 2022), (Wong et al., 2018). Por tanto, los 

resultados de potencial zeta (-23.1 mV a 2% NaCl y -7.4 mV a 5% NaCl obtenidos a pH de 6.6) 

junto al punto isoeléctrico indican que la superficie de las colas de ilmenita posee una carga 

negativa, que a su vez refleja la adsorción de SDBS en su superficie haciéndola más negativa. 

Asimismo, (G. Fan et al., 2020) identificó que en la adsorción de un surfactante aniónico en la 

superficie de las colas ilmenita intervienen los mecanismos de interacción electrostática, la 

quimisorción por reacción con el Ti o Fe de la ilmenita y adsorción por enlaces de hidrógeno por 

la interacción de iones Ti+ (o Fe+) y O-.  

 

En el caso de la bentonita, las cargas superficiales son negativas al pH de la formulación (-35mV 

a 2% NaCl y pH 9.3) y (-13 mV a 5% NaCl y pH 9.3). Sin embargo, según lo reportado por (Mar 

et al., 2015) se podrían crear cargas positivas debido a los defectos de borde por protonación de 

enlaces rotos Al-OH expuestos en los bordes de las partículas, los cuales conducen a la adsorción 

de aniones en estos sitios. Otro de los mecanismos que prevalecen en la adsorción de SDBS sobre 
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la superficie de la bentonita se debe a la formación de agregados superficiales sobre la superficie 

de la arcilla por interacciones laterales entre cadenas hidrocarbonadas. Por otra parte, el óxido de 

sílice, normalmente posee cargas positivas a bajos pH y cargas negativas a pH cercanos al neutro 

o altos (M. R. Azam et al., 2013b), (Z. Liu et al., 2020). En los resultados obtenidos de potencial 

zeta para el pH de la formulación se obtuvo (-32.5 mV a 2% NaCl y -17.4 mV a 5% NaCl a pH 

7.6). Dado que la superficie de la arenisca estaba cargada negativamente, con la adición de las 

moléculas de SDBS la densidad de carga negativa aumenta (Awan et al., 2022).  

 

Es así, que el SDBS experimenta fuerzas de repulsión ante la carga negativa de la sílice y por tanto, 

el mecanismo principal de adsorción entre el óxido de sílice y el SDBS se da por interacción 

hidrófoba; el Na+ no cambia de forma significativa la adsorción de SDBS (Y. Zhao et al., 2013) 

como se observa para las isotermas del óxido de sílice a 2% y 5% NaCl tienen un comportamiento 

muy similar con bajos niveles de adsorción en comparación a los otros sólidos analizados.  

 

El carbonato de calcio se carga positivamente a pH cercano al neutro, según diferentes autores (Al-

Khafaji et al., 2017), su carga depende de la adsorción de iones reticulares de Ca2+, Mg2+, SO4
-2 y 

CO3
-2 sobre la superficie del mineral carbonatado. Aunque los valores de potencial zeta para el 

carbonato fueron de -43.8 mV a 2% NaCl y de -11.6 mV a 5% NaCl a un pH de 7.8, estos valores 

pueden estar camuflados por el efecto de la adsorción de SDBS en su superficie, ya que las 

mediciones de potencial zeta de los sólidos contenían 0.5% wt de SDBS.  

 

Según las investigaciones realizadas por (Awan et al., 2022), los aniones SDBS agregados a la 

salmuera reduce drásticamente el potencial zeta, pudiendo incluso modificarlo desde -22.3 mV 

(0% wt SDBS) a -41.86 mV (0.1% wt SDBS). De igual forma, (Scerbacova et al., 2023) reportó 
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que el pH de la formulación puede aumentar con la adición de carbonato de calcio, debido a la 

disolución de calcita y liberación de iones OH-, lo que favorecería la adsorción del SDBS. Lo 

anterior, se respalda en el hecho de que en presencia de SDBS en la solución acuosa, la carga 

superficial negativa ( -43.8 mV y -11.6 mV), que indica la adsorción de moléculas de tensioactivos 

aniónicos en las partículas de carbonato de calcio.  

 

En la Figura 38 A y B, se presentan las isotermas mostradas en la  

Figura 37 A y B, pero en función del área, lo cual permite evidenciar que sin tener en cuenta el 

efecto que tiene el área superficial de la bentonita (65.3 m2/g), colas de ilmenita (53.7 m2/g) y 

óxido de sílice (6.2 m2/g) en comparación al carbonato de calcio (0.3 m2/g), las interacciones 

electrostáticas entre la superficie cargada positivamente del carbonato y el surfactante aniónico 

SDBS cobran mayor interés. Por otro lado, las investigaciones realizadas por (Somoza et al., 

2022), (Hemmati et al., 2018), (Montes et al., 2018), demostraron que el SDBS presentan una 

adsorción significativa en rocas carbonatadas gracias a las interacciones electrostáticas entre el 

surfactante aniónico y la superficie sólida.  
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Figura 38 A y B 

Isoterma de adsorción de cantidad de surfactante adsorbido por área superficial del solido en 

función del tipo de agregado sólido. A:  a 2%wt NaCl y B: 5%wt NaCl  

 

En la Figura 38 A y B, se observa que para una salinidad mayor se aumenta la cantidad de 

surfactante adsorbido en la superficie del carbonato y dado que el aumento de NaCl disminuye la 

repulsión entre las cabezas del SDBS, reduciendo a su vez la CMC, la isoterma a 5% NaCl se 

desplaza hacia la izquierda en comparación a la curva a 2% NaCl, tal y como es reportado por 

(Hemmati et al., 2018). 

5. FASE III: Eficiencia de Desestabilización de Sistemas Surfactante/Agua/Aceite usando 

Carbonato de Calcio y Colas de Ilmenita. 

 

Las emulsiones O/W son sistemas no deseados en el proceso de producción de 

hidrocarburos y se requiere romper la película interfacial que mantiene emulsionadas las gotas de 

aceite en la fase acuosa. Se han usado históricamente diversos métodos mecánicos, químicos y 
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térmicos, que no son del todo satisfactorios en cuanto a su relación costo/eficiencia. En este 

capítulo se mostrarán los resultados de aplicar diferentes cantidades de carbonato de calcio 

(CaCO3) y colas de Ilmenita (FeTiO3), los cuales se seleccionaron por su alta capacidad de 

adsorción mediante distintos mecanismos de adsorción, que mostraron en las pruebas de adsorción 

estática, cuyos resultados fueron descritos en el capítulo anterior. Adicionalmente, se comparan 

las eficiencias obtenidas con los sólidos contra tres productos desemulsificantes de uso comercial 

en la industria petrolera para el tratamiento de aguas de producción. 

 

5.1 Materiales 

5.1.1 Reactivos 

Los reactivos son SDBS, cristales de Cloruro de Sodio (NaCl), crudo deshidratado de 

21°API del Campo Casabe (usado en la Fase I de la presente investigación), cuyas propiedades se 

describen en la Tabla 2. 

 

Teniendo en cuenta los resultados de adsorción estática mostrados en el capítulo 5 del presente 

trabajo, se evalúan las pruebas de rompimiento de emulsiones usando como agregados sólidos el 

carbonato de calcio (CaCO3) y colas Ilmenita (FeTiO3). 

Para la medición de grasas y aceites por espectroscopia UV Vis, se usó Varsol de uso comercial 

de la empresa Dismaprin y Etanol de la empresa Dismaprin con 100% de pureza (C₂H₆O). 

 

Se usaron a modo de comparación, un rompedor inverso y un rompedor universal de los cuales no 

se mencionará la empresa proveedora de los químicos por temas de confidencialidad. Sin embargo, 

se puede mencionar que el rompedor universal usado es un agente tensioactivo compuesto por una 
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mezcla de resinas fenólicas oxialquiladas, esteres y polioles poliglicólicos en un solvente 

aromático y alcohólico complejo, que permite facilitar la separación del agua y del crudo en los 

sistemas de tratamiento de petróleo Adicionalmente, se usó Span 20 (monolaurato de sorbitano), 

C18H34O6 con pureza (GC) > 44,0 %, de la empresa Sigma Aldrich, que es un surfactante no iónico 

de base 100% biológica, peso molecular de 346.46 g/mol y densidad de 1.032 g/ml, con bajo HLB  

(Santos et al., 2023). En la Figura 39 se presenta la molécula del SPAN 20. 

 

Figura 39 

Molécula SPAN 20 

 

5.1.2 Equipos 

• Agitador mecánico (Shaker) 

El agitador mecánico modelo LSI-3016A de la empresa DAIHAN LabTech Co., LTD, 

rango de temperatura de 35 a 60°c con reloj de 59 min a 99hrs. Este equipo se usa para mejorar la 

interacción del adsorbente y la emulsión. Este equipo tiene un rango de velocidad desde 3000 a 

25000 rpm y puede mezclar sustancias con viscosidades de hasta 5000 mPas. 

 

• Centrifuga 

Centrífuga profesional de laboratorio 800-1 Plasma para realizar el proceso de separación 

del sustrato sólido de lay la emulsión remanente. 
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• Espectrofotómetro UV-VIS 

Espectrofotómetro P5 Split Beam UV/VIS de la empresa YBOTECH, cuya descripción se 

observa en la Tabla 10.  

Tabla 10 

 Especificación Técnica UV Vis 

Características Rango 

Fuente de luz Lámpara de deuterio, lámpara de tungsteno 

Longitud de onda 190 ~1100 nm 

Velocidad de escaneo 100 ~ 4000 nm/min 

Exactitud ±0.002A @ 0.0 ~0.5 A, ±0.004A @ 0.5 ~ 1 A 

 

• Ultraturrax 

Agitador modelo Ultraturrax T-25 de la marca IKA, el cual se usa para preparar las 

emusiones. 

 

• Frasco Schott  

Frasco Vidrio Graduado Autoclavable 1000 Ml Duran Schott 1000 mL. 

• Tubos centrifuga  

Tubo Centrífuga Falcon de material plástico de 50 mL. 
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• Microscopio óptico 

Microscopio óptico de referencia Olympus BX4® de la empresa Olympus Corporation©, EE. UU, 

con lentes de 4x, 10x y 40x, equipado con una cámara digital Olympus E-330®, con lentes de 4x, 

10x y 40x. 

• Viscosimetro rotacional  

Viscosímetro rotacional modelo ViscoQC 100 L de Anton Paar, con un rango de medición de 1 

mPa.s a 6.000.000 mPa.s y husillos L con adaptador SSA para muestras pequeñas (SC4-xx) y 

geometría de cilindros concéntricoscónica PTD 100 para medir muestras a baja viscosidad como 

en el caso de la emulsión preparada. 

 

5.2 Procedimiento Experimental  

 

• Preparación de las emulsiones a 2 y 5% wt de NaCl 

 

En el proceso de emulsificación se evaluaron tres procedimientos diferentes de 

preparación, en donde la relación agua/aceite (WOR 90/10), la concentración total de surfactante 

(5000 ppm), la temperatura (25 °C) y la salinidad (WI: 2% wt NaCl y WIII: 5% wt NaCl) fueron 

constantes; mientras la tasa de cizallamiento (rpm), el tiempo de cizallamiento y el modo de 

adición de las fases cambiaron.  

 

El método #1 consiste en emulsionar directamente las fases usando el ultraturrax subiendo 

progresivamente el cizallamiento hasta alcanzar el valor de 15.000 rpm. 
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El método #2 consiste en emulsionar el sistema con un WOR = 1, la cual se lleva hasta 15.000 

rpm. Luego, se diluye la emulsión con solución de surfactante para obtener el WOR deseado de 9 

manteniendo la agitación a 15.000 rpm. 

 

El método #3 consiste en agitar la fase acuosa con el ultraturrax a 15.000 rpm e ir adicionado 

(mientras se agita) la fase oleosa gota a gota hasta obtener el WOR deseado. 

 

Finalmente, el ultimo método de preparación de la emulsión (método # 4), consiste en comenzar 

la emulsificación a baja velocidad y usando el WOR deseado (WOR=9) y posteriormente ir 

aumentando progresivamente la velocidad durante 7 min hasta alcanzar 12500 rpm. Seguidamente, 

se mantener la mezcla durante 30 segundos a velocidad constante y posteriormente, proceder a 

bajar lentamente los rpm hasta detener el agitador. Este método fue el seleccionado entre los 4 

mencionados, ya que se puede percibir mayor cantidad de aceite emulsionado debido a la 

coloración del sistema, ver Figura 40 en la cual se observan los diferentes métodos de 

emulsificación y las emulsiones resultantes. 

Figura 40 

Metodología de preparación de las emulsiones 
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• Pruebas de desestabilización usando agregados sólidos  

Para el desarrollo experimental de esta etapa se establecen parámetros constantes y 

variables, en donde la relación agua/aceite WOR (90/10), la concentración total de surfactante 

(5000 ppm) y la temperatura (25 °C) fueron constantes.   

 

Por su parte, el tipo de agregado sólido Carbonato (CaCO3) y colas de ilmenita (FeTiO3), 

diferentes áreas superficiales (0.16, 0.32, 0.47, 0.86, 1.18, 1.50, 1.72) ± 0.02 m2 y relación 

sólido/emulsión [g/ml] son los parámetros variables. En la Tabla 11 se presenta la relación de 

masas y área superficial para cada sólido, teniendo en cuenta que las masas de carbonato de calcio 

(CaCO3) son mayores que las colas de ilmenita (FeTiO3), ya que, el primero tiene un área 

superficial de 0.3242 m2/g mientras las colas de ilmenita tiene un área superficial 166 veces mayor 

(53.7137 m2/g). 

 

 

Tabla 11 

 Relación de masa de sólidos por área superficial y relación masa de sólido por ml de emulsión 

Carbonato 

de Calcio (g) 

Colas de 

Ilmenita 

(mg) 

σ (m2) Masa 

CaCO3/Volumen 

tratado [g/mL] 

Masa 

FeTiO3/Volumen 

tratado [mg/mL] 

0.50 3.20 0.16 ± 0.02 0.05 0.32 

0.99 6.20 0.32 ± 0.02 0.10 0.62 

1.44 8.70 0.47 ± 0.02 0.14 0.87 

2.63 15.70 0.86 ± 0.02 0.26 1.57 

3.64 22.10 1.18 ± 0.02 0.36 2.21 

4.63 28.40 1.50 ± 0.02 0.46 2.84 

5.31 32.10 1.72 ± 0.02 0.53 3.21 
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El diseño experimental es un diseño factorial completo con dos factores que provienen de 

los parámetros variables (tipo de agregado sólido y área superficial) en donde, el primer factor 

posee 2 niveles y el segundo 7 niveles con su respectivo duplicado para las pruebas de 

desestabilización. En la Tabla 12 se puede observar un resumen del arreglo de los parámetros 

mencionados. 

Tabla 12 

Parámetros experimentales de las pruebas de desestabilización de emulsiones O/W. 

 

La emulsión preparada a condiciones de salinidad Winsor I (5000 ppm SDBS y WOR 90/10), se 

lleva a una probeta graduada para evaluar la cantidad de aceite libre. Posteriormente, se añaden 10 

mL de la emulsión en tubos centrifuga, donde se adicionan las cantidades de Carbonato de Calcio 

(CaCO3) y colas de ilmenita (FeTiO3) detallados en la Tabla 11, dejando una de las muestras sin 

tratamiento (sin sólido) que servirán como punto de comparación entre la desestabilización de la 

emulsión con y sin sólidos.  

 

La agitación se realizó de forma manual, durante 2.5 min con una agitación de balanceo, es decir 

con un movimiento de “sube y baja”. Dado que esta última forma de agitación permite que los 

Parámetros constantes

Relación agua/petróleo: 90/10

Concentración de surfactante: 5000
[ppm]

Tipo de surfactante: SDBS-
Surfactante aniónico de sodio
dodecilbenceno sulfonato

Salinidad del sistema: Concentración
de NaCl de 2% wt.

Parámetros variables

Tipo de agregado sólido:
Carbonato de calcio (CaCO3) y
colas de Ilmenita (FeTiO3)

Área superficial (0.16, 0.32, 0.47, 0.86, 
1.18, 1.50, 1.72) ± 0.02 m2
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sólidos tengan un contacto más directo con las partículas sólidas, aprovechando mejor cada espacio 

disponible para la interacción sólido-liquido-líquido. 

 

De forma simultánea, en tubos centrifuga se adicionan 10 ml de emulsión y se añaden 

concentraciones de 500, 1000, 1500, 2000 y 2500 ppm de rompedor inverso, rompedor universal 

y del producto SPAN 20, los cuales son productos comerciales, mediante los cuales se desea 

comparar las eficiencias obtenidas con el uso de los agregados sólidos. Se seleccionaron 

concentraciones de 500 a 2500 ppm. 

 

Por otra parte, para la formulación a condiciones Winsor III, no se tomó muestra de la fase acuosa 

sino de la microemulsión intermedia, ya que, en este caso, la fase acuosa se encuentra libre sin 

presencia de gotas de aceite y el surfactante, se halla en el sistema bicontinuo central. Por tanto, se 

tomaron 10 ml de esta microemulsión y se puso en contacto con los diferentes sólidos manteniendo 

la relación de masas determinada en la Tabla 11. 

5.2.1 Medición de Grasas y Aceite por espectrofotometría UV Vis  

 

En la determinación de la cantidad de grasas y aceites presentes en las emulsiones Winsor I, se usó 

espectrofotometría UV Vis con el fin de determinar la eficiencia de desestabilización de la 

emulsión formada mediante la adición de Carbonato de Calcio (CaCO3) y colas de ilmenita 

(FeTiO3), se midió la concentración de Grasas y Aceites (G&A) antes y después del contacto con 

los sólidos. En la Figura 41 se puede observar una descripción gráfica del método de 

espectrofotometría UV Vis para la determinación de G&A en agua utilizado en esta investigación. 
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Figura 41 

Medición de G&A mediación espectroscopia UV-Vis 

 

Tomado y adaptado de: Banan Khorshid, Z., Mahdi Doroodmand, M., & Abdollahi, S. 

(2021). UV–Vis. Spectrophotometric method for oil and grease determination in water, soil and 

different mediates based on emulsion. Microchemical Journal, 160, 105620. 

https://doi.org/10.1016/j.microc.2020.105620 

 

Con el fin de determinar la λmax del pico de absorbancia en la medición de crudo de 21°API 

usando como solvente orgánico Varsol y etanol, se tomaron 5 ml de emulsión O/W en un frasco y 

se adicionaron 10 ml de Varsol y 5 ml de etanol como solvente y co-solvente respectivamente, con 

el fin de realizar la extracción de la fase orgánica emulsionada y solubilizada que compone la 

emulsión. Posteriormente, la mezcla se agita vigorosamente por 1 minuto y se espera hasta que se 

separen las fases como se observa en la Figura 42. 
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Figura 42 

 Extracción líquido líquido usando Varsol y etanol como solventes 

 

 

 

 

 

 

 

Las concentraciones de las soluciones sobrenadantes se determinaron utilizando el 

espectrofotómetro UV Vis a una longitud de onda de 334 nm. En la Figura 43, se presenta el 

barrido realizado a 334 nm con el fin de construir la curva de calibración mostrada en la Figura 

44 B, con ajuste lineal mostrado en la ecuación 18: 

 

𝐺&𝐴 [𝑝𝑝𝑚] = 415.72 ∗ 𝐴    (18) 

 

Donde 𝐺&𝐴 [𝑝𝑝𝑚] es la concentración de grasas y aceite obtenida de la muestra y 𝐴, es la 

absorbancia medida a 334 nm para las diferentes muestras.  

 

Une vez obtenidas las concentraciones mediante la curva de calibración se determina la cantidad 

de grasas y aceites usando la ecuación 19: 

𝐺𝑟𝑎𝑠𝑎𝑠 𝑦 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒𝑠 (𝑝𝑝𝑚) =  (
𝐺&𝐴∗𝑓𝑑∗𝑉𝑠𝑡𝑒

𝑉𝑚𝑢𝑒𝑠𝑡𝑟𝑎
)  (19) 

Donde 𝐺&𝐴, es la concentración leída del espectrofotómetro mediante la curva de calibración, 𝑓𝑑 

es el factor de dilución usado, que para este caso fue de 10. 𝑉𝑠𝑡𝑒 seria el volumen de Varsol usado 
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en la extracción que es de 10 ml. Por otro lado, el 𝑉𝑚𝑢𝑒𝑠𝑡𝑟𝑎 sería el volumen de la muestra de agua 

emulsionada tomada, que es de 5 ml. Adicionalmente, como se agregaron 5 ml de etanol al 

𝑉𝑚𝑢𝑒𝑠𝑡𝑟𝑎 diluyendo a la mitad la concentración de esta, entonces se multiplica por 2 el factor de 

dilución de 10. 

𝐺𝑟𝑎𝑠𝑎𝑠 𝑦 𝑎𝑐𝑒𝑖𝑡𝑒𝑠 (𝑝𝑝𝑚) =  (
𝐺&𝐴∗10∗2∗10 𝑚𝑙

5 𝑚𝑙
)  (20) 

Figura 43 

 Espectro de crudo 21°API con Varsol como solvente orgánico 

 

 

 

 

 

 

Figura 44 A y B 

Curva de calibración a 334 nm para crudo 21°API y Varsol. A: en función de la concentración 

de G&A y B: en función de la absorbancia. 

Para el caso de la formulación Winsor III, no fue posible usar espectroscopia UV Vis dado que la 

microemulsión contiene aceite solubilizado y a su vez agua, por tanto, se realizó un análisis visual 
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para determinar la cantidad de agua o aceite libres que se lograba separar de la microemulsión al 

adicionar los sólidos.  

 

5.2.2 Cálculo de Eficiencia de remoción de aceite 

 

Se determinó la eficiencia de separación en función de la cantidad de G&A remanente en la 

emulsión, medidas después de la interacción con diferentes relaciones CaCO3/volumen de 

emulsión. La eficiencia de remoción de aceite ⴄ
𝑟
 se calcula según la ecuación 21: 

ⴄ
𝑟

=  
(𝐶𝑖−𝐶𝑓)

𝐶𝑖
𝑥100    (21) 

Donde 𝐶𝑖 representa la concentración de grasas y aceites (G&A) inicial en ppm que tiene la 

emulsión O/W. 𝐶𝑓 es la concentración final de (G&A) de la muestra después del contacto con el 

sustrato sólido.  

 

5.3 Análisis de Resultados 

5.3.1  Caracterización emulsiones a 2 y 5%wt NaCl 

 

Los sistemas formados a condiciones de salinidad Winsor I y Winsor III se observan en la Figura 

45 A y B. Para la formulación en Winsor I presentó una concentración notoria de aceite en la fase 

acuosa (Ver Figura 45 A) mientras que para la formulación en Winsor III se formó un sistema 

bicontinuo con presencia de microemulsión en la fase intermedia y no se observa presencia de 

aceite disperso en la fase acuosa (Ver Figura 45 B). Ambos sistemas tienen una relación 

agua/aceite (WOR) 90/10, por tanto, el 10% del sistema corresponde a aceite. 
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Figura 45 A y B 

Sistemas surfactantes/agua/aceites formados durante el proceso de emulsificación. A:  a 2%wt 

NaCl y B: 5%wt NaCl  

 

 

A condiciones de Winsor I, la fase oleica se reparte entre el volumen libre que se separa a las pocas 

horas posterior al proceso de emulsificación, el aceite solubilizado en forma micelar y las gotas de 

aceite que son visibles por microscopia las cuales presentan un tamaño variable entre 18-100 

micras. Sin embargo, se determinó una mayor presencia de gotas entre 18-29 micras y unas de 

mayor tamaño gracias al proceso de floculación y coalescencia como se observa en la Figura 46. 

 

2%NaCl 5%NaCl 
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Figura 46 

Fotografía de la emulsión formada a x10 con microscopio óptico 5h después del proceso de 

emulsificación 

 

Figura 47 

Histograma de distribución de tamaño de gota de la emulsión sin tratamiento 

Por otra parte, se midió la viscosidad de la fase acuosa libre del sistema Winsor III para identificar 

si había aceite solubilizado que afectara la viscosidad del agua, obteniendo respectivamente 1.1 

mPa.s para el sistema a salinidad de 5% wt NaCl, lo que corrobora que efectivamente el surfactante 
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se encuentra en su totalidad en la fase bicontinua y no hay presencia del tensioactivo en la fase 

acuosa, ya que su viscosidad es la misma del agua. 

 

En el caso de la formulación a condiciones de Winsor I (2% NaCl) la fase acuosa contiene gotas 

y aceite solubilizado y su viscosidad fue de 1.3 mPa.s. Adicionalmente, en la Figura 48 se observa 

que hay una variación de la viscosidad dinámica con el tiempo, esto se debe a la disminución del 

contenido de aceite disperso, ya que hay una separación inicial de las fases por efectos 

gravitacionales, lo cual se asemeja a lo que sucede en los separadores API.  

 

A pesar de la separación inicial, en la Figura 48 se puede evidenciar que después de 24 horas aún 

hay una coloración notoria de la fase acuosa, lo que indica que hay presencia de aceite disperso y 

solubilizado en el agua. Esto es importante, porque de esta manera se demuestra que el sistema es 

bastante estable, luego de la separación inicial del aceite.  Es decir, que luego de las primeras 12 

horas, la cinética de separación de fases se ralentiza y se obtiene una emulsión pseudoestable que 

se utilizada para probar los agentes de ruptura. 

 

Figura 48 

Viscosidad dinámica en el tiempo sistema (Winsor I)  
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Adicionalmente, se evaluó a diferentes tiempos la cantidad de aceite libre de la emulsión O/W 

(Winsor I) y de la microemulsión (Winsor III) y se obtuvieron los resultados presentados en la 

Figura 49. Allí es posible observar, que para el sistema Winsor I hay una separación inicial rápida 

de aceite en las primeras horas. Sin embargo, se estabiliza en el tiempo y aún hay un porcentaje de 

aceite disperso y solubilizado en la fase acuosa, el cual se desea recurar mediante la adición de los 

sólidos.  Por otro lado, la microemulsión formada en el sistema Winsor III es termodinámicamente 

estable (Mejia S., 2023), y no se observa una reducción considerable en el tiempo y el volumen de 

la microemulsión se mantiene prácticamente constante.  

Figura 49 

Separación de fases en el tiempo para sistema Winsor I y Winsor III 

 

5.3.2 Eficiencia de desestabilización usando CaCO3 

 

Los resultados de eficiencia de remoción de aceite por relación sólido/emulsión para el carbonato 

de calcio (CaCO3) se detallan en la Figura 50, allí se observa que para una relación 

CaCO3/emulsión menor a 0.14 g/mL, la eficiencia de remoción de aceite aumenta al incrementar 

la cantidad de sólido añadido al sistema. Esto podría estar relacionado con interacciones polares 

0.0
0.1
0.2
0.3
0.4
0.5
0.6
0.7
0.8
0.9
1.0

0 4 8 12 16 20 24Fr
ac

ci
ó

n
 V

o
lu

m
en

  S
ep

ar
ad

o

tiempo [horas]

%Volumen libre-Sistema Winsor I

0.0
0.1
0.2
0.3
0.4
0.5
0.6
0.7
0.8
0.9
1.0

0 4 8 12 16 20 24

Fr
ac

ci
ó

n
 V

o
lu

m
en

 S
ep

ar
ad

o

tiempo [horas]

%Volumen libre-Sistema Winsor III



EVALUACIÓN DE AGREGADOS SÓLIDOS COMO DESESTABILIZADORES  113 

 

 

 

(fisisorción), ya que las gotas cargadas negativamente se ven atraídas por la superficie cargada 

positivamente de carbonato de calcio resultando en una neutralización de cargas (Mertens & 

Wright, 1959), (Luckham et al., 1983).  

 

No obstante, existen dos mecanismos propuestos para el proceso de heterofloculación; el 

primero implica que se da un proceso de desorción del emulsificante (SDBS) de la interfase O/W 

para adsorberse directamente sobre la superficie sólida, formando así una capa hidrófoba que 

favorezca la atracción de gotas de aceite (Yao et al., 2021). El segundo y más aceptado por 

diferentes autores, es la adhesión directa de las gotas sobre la superficie cargada, como se observa 

en la  

Figura 51 (Ouyang et al., 2018), (Mercado et al., 2012b). 

 

Sin embargo, se alcanza un punto en la curva en el cual, al continuar incrementando la cantidad de 

sólido no se obtiene un aumento adicional de la eficiencia de remoción de aceite, esto puede 

explicarse en el hecho en que hay una desestabilización de las gotas de aceite que son inestables 

termodinámicamente, pero no hay rompimiento de las micelas formadas, las cuales se encuentran 

en estado de mínima energía libre del sistema, ya que para estos agregados micelares es 

energéticamente más favorable permanecer en la interfase O/W, que migrar hacia la interfase 

sólido-líquido (Shi et al., 2019).  

Por otra parte, al observar la microscopia obtenida de la emulsión luego de ser contactada con el 

carbonato de calcio es posible corroborar la hipótesis anterior. Ya que hay una disminución casi 

del 99% de las gotas de aceite que se veían en la emulsión sin tratamiento. Sin embargo, las micelas 

no pueden ser captadas en el microscopio óptico y, por tanto, la coloración restante del sistema 



EVALUACIÓN DE AGREGADOS SÓLIDOS COMO DESESTABILIZADORES  114 

 

 

 

tratado con carbonato corresponde a cierta concentración de aceite solubilizado en las micelas, que 

no se ve afectado por la presencia de las partículas de carbonato de calcio. Ver Figura 52. 

 

Figura 50 

Eficiencia de remoción de aceite para el CaCO3  

 

Figura 51 

Neutralización de cargas entre partículas positivas y emulsiones con emulsificante aniónico. 
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Figura 52 

Fotografías de la emulsión tratada con carbonato de calcio a x10 con microscopio óptico. 

 

 

 

En el caso de la microemulsión del sistema Winsor III contactada con las partículas de carbonato 

de calcio, no se observa ningún efecto por la adición del sólido (Ver Figura 53). Esto puede 

explicarse, en el hecho que la microemulsión formada es termodinámicamente estable, lo que 

implica que la energía libre del sistema es mínima y es más difícil romper la película interfacial 

formada (Samimi et al., 2019). Los sólidos posiblemente no sean suficientes para influir en la 

estabilidad de la microemulsión Winsor III, dado que el sistema se encuentra equilibrado con 

ambas fases y se haga necesario probar la combinación de varios mecanismos como cambios de 

temperatura, centrifugación diferencial o incluso el uso de membranas de filtración selectiva.  
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Figura 53 

Pruebas de desemulsificación de microemulsión Winsor III al adicionar CaCO3 y FeTiO3 

 

5.3.3 Eficiencia de desestabilización usando colas de ilmenita 

 

Los resultados de eficiencia de remoción de aceite por área superficial para la ilmenita se detallan 

en la Figura 54, allí se observa que es posible alcanzar una eficiencia promedio máximo de 74.5% 

con una relación masa/volumen tratado de 1.57 mg/ml.  

 

A medida que aumenta la relación de sólido adicionado por volumen tratado de emulsión, la 

eficiencia de remoción de aceite no se incrementa más allá del máximo obtenido a 1.57 mg/mL, 

lo cual puede explicarse en el hecho que los sólidos no son capaces de romper las micelas formadas 

que contienen aceite solubilizado, sino que se limitan a romper las gotas, que son sistemas más 

inestables, lo cual concuerda con los resultados obtenidos para la formulación Winsor III. 

En la Figura 55, se muestra la microscopia de la emulsión (Winsor I) después de ser contactada 

con las partículas de colas de ilmenita. Allí se puede observar que no hay presencia de gotas 18-

100 micras como las observadas en la emulsión original sin contactar con los sólidos. Sino que se 

observan una menor proporción de gotas de tamaño muy reducido.  
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Adicionalmente, dado que la carga superficial de las colas de ilmenita es negativa al pH de la 

formulación (-7.4 mV a pH 6.12) y a su vez, las gotas de aceite con SDBS tendrían igual carga, la 

adsorción electrostática no es el mecanismo principalmente implicado en el proceso de 

heterofloculación, ya que, habría repulsión electrostática entre las cargas negativas de las cabezas 

del surfactante aniónico y la superficie de colas de ilmenita cargada negativamente (S. Wang, Xiao, 

et al., 2019), (Guan et al., 2020).  

 

Probablemente el mecanismo predominante de adsorción en la superficie de las colas de ilmenita 

se da por quimisorción, entre los sitios activos de la ilmenita y los grupos funcionales de oxígeno, 

aromáticos e hidrocarburos de cadena larga, especialmente RCOOH-, lo cual puede mejorar la 

propiedad hidrófoba superficial de la ilmenita (Yu et al., 2021), (X. Fan et al., 2009), (Xiao et al., 

2022).  

 

Los resultados de potencial zeta reportados en el capítulo anterior para las colas de ilmenita a 2% 

NaCl y 0.5% wt SDBS (Ver Tabla 7), (-23.07 mV) comparados con el potencial obtenido de la 

Figura 78, con agua desionizada sin presencia de SDBS para un mismo valor de pH (-9.12 mV), 

demuestran que efectivamente hay adsorción de especies aniónicas (SDBS) en las partículas de 

colas de ilmenita, lo cual se ve reflejado en el aumento de cargas negativas en la superficie de las 

colas de ilmenita pasando de -9.12mV a -23.07 mV (Guan et al., 2020).  Lo anterior, teniendo en 

cuenta que al aumentar la cantidad de NaCl, la tendencia en la curva de potencial zeta contra pH, 

es a reducir la carga en vez de aumentarla como se habló antes, lo que implica que es el efecto de 

la adsorción del SDBS el que hace que aumente el nivel de cargas negativas en la superficie 

(Puelles et al., 2021). 
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Figura 54 

 Eficiencia de remoción de aceite para las colas de ilmenita 

 

Figura 55 

Fotografías de la emulsión tratada con colas de ilmenita a x10 con microscopio óptico. 

 

En el caso de la microemulsión del sistema Winsor III contactada con las partículas de colas de 

ilmenita, no se observa ningún efecto por la adición del sólido (Ver Figura 53). Esto como se 
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mencionó antes, puede deberse a que el tensioactivo se encuentra en equilibrio tanto con la fase 

oleica como con la fase acuosa.  

En los siguientes apartados, se hace referencia a las eficiencias obtenidas para el sistema Winsor 

I, el cual si mostro una afectación significativa por la adición de sólidos, con eficiencias de 

remoción de aceite superiores al 70%.  

 

5.3.4 Eficiencia de desestabilización por área superficial de los sólidos  

 

En la Figura 56 se presentan los resultados de eficiencia de remoción de aceite de los agregados 

solidos de carbonato de calcio (CaCO3) y colas de ilmenita (FeTiO3) en función del área 

superficial. Estos datos muestran que a áreas superficiales entre 0.16±0.02 m2 y 0.47±0.02 m2 las 

colas de ilmenita tiene un mejor rendimiento que el carbonato de calcio.  

 

Asimismo, se observa que a 0.86±0.02 m2 las eficiencias de ambos solidos son muy similares. Sin 

embargo, para áreas superficiales mayores a 0.86 ±0.02 m2 en general se ve que las colas de 

ilmenita (FeTiO3) repunta y supera levemente al carbonato. Sin embargo, el área superficial de las 

colas de ilmenita (53.71 m2/g) es aproximadamente 166 veces mayor que el del carbonato de calcio 

(0.32 m2/g). Lo que implica, que se necesita una menor cantidad de colas de ilmenita que de 

carbonato para alcanzar rendimientos superiores al 70%, lo cual la hace más efectiva a la hora de 

seleccionar un sólido para el tratamiento de aguas de producción derivadas de un proceso de 

inyección de surfactantes. 
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Por otra parte, la ilmenita (Fe2+ Ti4+ O3) posee una alta carga superficial y propiedades magnéticas 

(paramagnetismo), que podrían facilitar su recuperación o separación magnética, posterior al 

tratamiento en aguas de producción e incluso acelerar la separación de las fases, de forma similar 

a las nanopartículas magnéticas usadas para el tratamiento de aguas de producción (Osorio et al., 

2022b), (Mehdilo et al., 2013).  

 

En la Figura 57, se puede observar que al exponer la emulsión O/W, que contiene las colas de 

ilmenita, a un campo magnético de 1800 Gauss se acelera la precipitación del sólido. Sin embargo, 

dado que no es el foco de este estudio, no se profundizo sobre el tema, pero queda como referente 

para posteriores investigaciones relacionadas al uso de la ilmenita en el tratamiento de aguas de 

producción y su aplicabilidad en campo. 

 

Figura 56 

Eficiencia de remoción de aceite para el CaCO3 y colas de ilmenita en función del área 

superficial 
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Figura 57  

Propiedades magnéticas de las colas de ilmenita 

 

 

Por otro lado, el proceso de heterofloculación es evidente a nivel visual para el carbonato de calcio, 

ya que su color se torna oscuro gracias a la atracción y posterior coalescencia de las gotas de aceite 

sobre su superficie (Ver Figura 58). Esto concuerda con lo reportado por (Z. Liu et al., 2022), 

sobre la alteración de la humectabilidad de la calcita gracias a la adsorción del tensioactivo por 

atracción electrostática, por la formación de una monocapa que convierte las partículas de la calcita 

en una superficie oleofílica. 

 

En el caso de las colas de ilmenita por la tonalidad oscura de las partículas, no se permite evidenciar 

a simple vista la atracción de las gotas de aceite. No obstante, mediante las eficiencias de remoción 

de aceite obtenidas para cada uno de los agregados sólidos, es posible determinar que 

efectivamente, se da el proceso de heterofloculación de forma exitosa, logrando eficiencias 

superiores al 70% para ambos sólidos, que permite advertir del potencial aplicativo de estos sólidos 

para el tratamiento de aguas de producción derivadas de un proceso de inyección de surfactantes. 
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Figura 58 

Coloración del Carbonato de Calcio (CaCO3) al entrar en contacto con la emulsión O/W 

 

 

5.3.5 Comparación de la eficiencia de desestabilización de los agregados sólidos (CaCO3 y 

FeTiO3) contra desemulsificantes químicos de uso comercial 

 

Se probaron 3 productos comerciales usados en campo para el tratamiento de emulsiones O/W con 

el fin de comparar las eficiencias de remoción de aceite de las colas de ilmenita y carbonato de 

calcio, con respecto a desemulsificantes químicos usados en la industria para el tratamiento de 

efluentes.  

Los agentes químicos usados fueron un rompedor inverso y universal aplicados en la industria 

petrolera para reducir la concentración de Grasas&Aceites, sintetizados por una empresa dedicada 

al tratamiento de efluentes de aguas en la industria, la cual por temas de confidencialidad no se 

menciona. Y un agente no iónico (Span 20), el cual es una molécula hidrofóbica que altera el HLB 

del sistema. 
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5.3.5.1 Comparación de las eficiencias de los tres desemulsificantes químicos  

 

En la Figura 59, se presentan las eficiencias alcanzadas por los tres desemulsificantes químicos 

evaluados y se observa, que los dos rompedores alcanzan eficiencias de desestabilización de la 

emulsión O/W muy similares, que se encuentran entre el 60-70%. Mientras que, el Span 20 logra 

alcanzar un máximo de 90%. No obstante, se requieren dosis altas de 1500 a 2000 ppm en el caso 

de los rompedores y de 2500 ppm para el Span 20. Estas dosis no son típicamente usadas y 

elevarían los costos del tratamiento químico.  

 

Los rompedores inversos son productos de alto peso molecular y alta carga tienen como principal 

objetivo tratar emulsiones O/W mediante la neutralización de la carga, facilitando el rompiendo 

de la película interfacial y promoviendo la coalescencia de las gotas (D. Wang et al., 2021), 

(Pereira et al., 2011). En la Figura 59, se observa que para alcanzar una eficiencia de 72%, se 

requiere usar una concentración de 2000 ppm de rompedor y que esa es la máxima concentración 

alcanzada, ya que a 2500 ppm la eficiencia se reduce a 63%.  

 

 El rompedor universal tiene como compuesto activo resinas fenólicas oxialquiladas, las cuales 

son polímeros termoestables que junto a otros compuestos aromáticos y esteres, son capaces de 

neutralizar las fuerzas repulsivas del emulsificante, favoreciendo la agrupación y fusión de las 

gotas, formando gotas más grandes y que resultan en la separación de las fases (Y. Li et al., 2016).  

 

Sin embargo, es usado comúnmente para tratar emulsiones de agua en aceite, sin excluir su uso en 

emulsiones O/W. La dosis típica usada varia de 25 a 500 ppm y se aplica convencionalmente antes 

del tratamiento térmico. Adicionalmente, es importante recordar que no existe un desemulsificante 
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universal adecuado para todos los tipos de emulsiones dada la gran variedad de composiciones de 

crudos y agua que existen (Raynel et al., 2021).  

En la Figura 59, se observan las eficiencias alcanzadas por el rompedor universal. La máxima 

eficiencia de remoción de aceite con este agente químico es de 62% y se alcanza usando una 

concentración de 1500 ppm. La concentración necesaria para alcanzar un rendimiento mayor al 

60% es muy alta comparada con la dosis típica, lo cual demuestra su poca efectividad a la hora de 

desestabilizar las fases de la emulsión O/W formulada.  

 

El Span 20 es un surfactante aniónico de bajo peso molecular (346 Da) con una tasa de difusión 

rápida en la interfase O/W, lo cual lo hace un producto eficaz para desestabilizar las emulsiones y 

mejorar la recuperación de petróleo (Q. Geng et al., 2020).  

 

La adición de monolaurato de sorbitano (C18H34O6) a una emulsión aniónica O/W puede conducir 

a su desestabilización, ya que el Span 20 es un emulsificante con carácter lipofílico, que no se usa 

normalmente para estabilizar emulsiones aniónicas O/W (Cheng et al., 2023). El span 20 tiene un 

equilibrio hidrofílico lipofílico de 8.6 (soluble en aceite) (Khoee & Yaghoobian, 2017). Mientras, 

que el SDBS tiene un HLB de 19.9 (soluble en agua). Esta combinación de SDBS y Span 20 podría 

alterar el HLB a nivel interfacial y llevarla hacia un sistema WIII, promoviendo su 

desestabilización. Lo anterior puede explicar los resultados presentados en la Figura 59, donde se 

observa una eficiencia de remoción de aceite usando el Span 20 como desemulsificante que alcanza 

el 89% a 2500 ppm. 
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Figura 59 

Comparación desemulsificantes químicos en el rompimiento del sistema Winsor I 

 

5.3.5.2 Comparación de las eficiencias de los desemulsificantes contra los sólidos   

 

En la Figura 60, se puede observar la eficiencia de los agentes químicos y sólidos usados (CaCO3 

y FeTiO3) en [ppm]. Allí es posible notar, que las colas de ilmenita tienen un potencial mayor que 

el carbonato de calcio, dado que, con una menor concentración, comparativa con la de los 

desemulsificantes se logra alcanzar eficiencias mayores al 70%. Mientras que para el carbonato 

las concentraciones en [ppm] serian bastante elevadas e incluso mayores a la de los agentes 

químicos.  

 

Las colas de ilmenita sobrepasan las eficiencias de los químicos, incluyendo la del Span 20 hasta 

una concentración de 1570 ppm. Mas allá de esta concentración el Span 20, presenta un mejor 

rendimiento.  No obstante, con estos resultados, es posible vislumbrar el potencial aplicativo que 

tiene el uso de las colas de ilmenita en el rompimiento de emulsiones O/W, dadas las altas 
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eficiencias obtenidas, las cuales son competitivas a las alcanzadas con los productos químicos 

comerciales.  

 

Adicionalmente, los sólidos presentan una ventaja sobre los químicos, gracias a su menor costo y 

mayor disponibilidad. Dado que, el FeTiO3 es un mineral abundante en la corteza terrestre, que se 

puede obtener de los depósitos de arenas negras que se encuentra en Barbacoas (Nariño), las cuales 

fueron modificadas mediante un proceso de molienda para su uso en la producción de catalizadores 

(Cañas D., 2018); las colas resultantes de esa molienda se usan en esta investigación para el 

tratamiento de aguas de producción.  

 

Teniendo en cuenta lo anterior, las colas de ilmenita usada realmente es un producto de desecho 

secundario del proceso de molienda y su uso, daría un valor agregado a este material, con el cual 

se logró una eficiencia de remoción de aceite >70% con una relación de 1.57 [mg FeTiO3/mL 

tratados]. De forma similar, el carbonato de calcio, es un compuesto químico común que se 

encuentra en rocas carbonatadas en diferentes partes del mundo (Al Omari et al., 2016) y se 

adquirió mediante la empresa Sigma Aldrich.  

 

Por otro lado, con el carbonato de calcio se alcanzó una eficiencia >70% con una relación 

de 1.00 [g CaCO3/mL tratados], equivalentes a 99 [mg CaCO3/mL tratados]. Sin embargo, visto 

en términos de ppm, se requieren concentraciones muy altas del orden de 104 y 105, contra 

concentraciones para las colas de ilmenita y químicos de 102 a 103. Como se mencionó con 

anterioridad, las colas de ilmenita tienen ventaja con respecto al carbonato de calcio, gracias a su 

elevada área superficial y gran capacidad de adsorción de SDBS, como se observó en las isotermas 

de adsorción (Ver  
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Figura 37 A y B). Adicionalmente, las fuerzas y la naturaleza de las interacciones que intervienen 

en la adsorción del SDBS sobre las superficies de las colas de ilmenita son más fuertes 

(quimisorción) que las que prevalecen en la superficie del carbonato (fisisorción). 

 

Figura 60 

Comparación desemulsificantes químicos contra sólidos 

 

El uso de estos agregados es prometedor y podría utilizarse en combinación con agentes químicos.  

Es decir, en una primera etapa la ilmenita, y luego un tratamiento químico como el Span 20.  Esto 

mejoraría tanto la eficiencia de ruptura como los costos de tratamiento de aguas de producción. 
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6. Conclusiones  

 

• La formulación de SDBS, en función del aumento de NaCl, usando una proporción 90/10 

de agua destilada y crudo 21° API del campo Casabe, permitió determinar que alrededor 

de 2% wt NaCl, las moléculas de SDBS presentan un comportamiento Winsor I y a 

aproximadamente 5%wt NaCl,  un sistema bicontinuo Winsor III, los cuales representan 

adecuadamente los efluentes de aguas de producción derivados de un proceso de inyección 

de surfactantes.  

 

• Con base a los resultados de las pruebas de adsorción estática se identificó que la ilmenita, 

fue el adsorbente que, en términos de masa, mostro mayor capacidad de adsorción, 

alcanzando una adsorción máxima promedio de 36 mg SDBS/g ilmenita. Esto gracias a su 

gran área superficial, volumen poroso y sitios activos en su estructura. No obstante, el 

carbonato de calcio fue el agregado sólido que alcanzó una mayor cobertura de superficial, 

con una adsorción máxima promedio de 68.7 mg SDBS/m2 de área, gracias al mecanismo 

de atracción electrostática.  

 

• Los agregados de carbonato de calcio e ilmenita lograron alcanzar eficiencias superiores al 

70%. Sin embargo, al aumentar la relación de sólido/emulsión no se observó mejora en el 

rendimiento, dado que los sólidos no son capaces de tratar el crudo solubilizado, sino que 

se limitan a la desestabilización de las gotas (inestables). 
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7. Recomendaciones 

 

Alterar la carga superficial de la ilmenita con el fin de obtener una superficie con un mayor 

potencial de adsorción de los agentes tensioactivos aniónicos. 

 

Alterar el área superficial del carbonato de calcio para aprovechar el mecanismo de 

adsorción electrostática y obtener a su vez una mayor cobertura superficial.  

 

Analizar diferentes tamaños de partícula para la ilmenita con el fin de determinar cómo 

este parámetro afecta la eficiencia de remoción de aceite en emulsiones O/W.  

 

Determinar mediante técnicas de EDS, NMR, FT-IR, XRD la caracterización y 

composición química de los compuestos adheridos al adsorbente para identificar con mayor 

claridad el mecanismo de adsorción.  

 

Caracterizar al adsorbente mediante técnicas RMN, DRX, SEM, espectroscopia infrarroja 

por transformada de Fourier (FT-IR), espectroscopia de resonancia de espín electrónico (ESR) con 

el fin de determinar los sitios activos, la estructura cristalográfica y la morfología del sólido. 
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Apéndices 

Apéndice A 

Gráficas fisisorción BET N2 área superficial 

Figura 61 

 Isoterma Carbonato de Calcio fisisorción BET 

 

Figura 62 

 Isoterma Óxido de Sílice fisisorción BET 

 

 

 

0

0.2

0.4

0.6

0.8

1

1.2

1.4

1.6

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1 1.2

C
an

ti
d

ad
 A

b
so

rb
id

a 
(c

m
3
/g

 S
TP

)

Presión relativa (P/Po)

Carbonato de calcio

Adsorción

Desorción

BET Surface Área:  0.3242 m²/g 
VP 0.000582 cm³/g 
Tamaño de poro 7.7011 nm 

0

5

10

15

20

25

30

0 0.2 0.4 0.6 0.8 1 1.2C
an

ti
d

ad
 A

b
so

rb
id

a 
(c

m
3
/g

 S
TP

)

Presión relativa (P/Po)

Óxido de Silice

Adsorción

Desorción

BET Surface Área: 6.2332 m²/g
VP 0.021805 cm³/g
Tamaño de poro 19.2966 nm



EVALUACIÓN DE AGREGADOS SÓLIDOS COMO DESESTABILIZADORES  157 

 

 

 

Figura 63 

Isoterma Bentonita fisisorción BET 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 64 

 Isoterma de colas de Ilmenita fisisorción BET 
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Figura 65 

Volumen acumulado de poro Carbonato de Calcio 

 

Figura 66 

 Volumen acumulado de poro Óxido de Sílice 
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Figura 67 

 Volumen acumulado de poro Bentonita 

 

Figura 68 

Volumen acumulado de poro de colas de Ilmenita 
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Apéndice B 

Gráficas distribución PZ 

Figura 69 

 Distribución PZ Carbonato de Calcio 2% NaCl 

 

Figura 70 

 Distribución PZ Óxido de Sílice 2% NaCl 
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Figura 71 

Distribución PZ Bentonita 2% NaCl 

 

Figura 72 

 Distribución PZ de colas de Ilmenita 2% NaCl 
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Figura 73 

 Distribución PZ Carbonato de Calcio 5% NaCl 

 

Figura 74. 

 Distribución PZ Óxido de Sílice 5% NaCl 
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Figura 75 

 Distribución PZ Bentonita 5% NaCl 

 

Figura 76 

 Distribución PZ de colas de Ilmenita 5% NaCl 
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Apéndice C 

Gráficas Potencial zeta y punto isoeléctrico sólidos 

Figura 77 

 Potencial zeta y punto isoeléctrico Carbonato de Calcio 

 

Figura 78 

 Potencial zeta y punto isoeléctrico de colas de ilmenita/ Hematita 
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Figura 79 

 Potencial zeta y punto isoeléctrico Bentonita 

 

 

Figura 80 

 Potencial zeta y punto isoeléctrico óxido de Sílice 
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