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Resumen 

El uso de surfactantes como método químico para la recuperación mejorada de crudo 

(EOR)  es ampliamente aplicado en la industria del petróleo [1][2][3][4], debido  

principalmente a la capacidad de estas sustancias para disminuir la tensión interfacial y 

mejorar la relación de movilidad entre el agua y el crudo;  en especial al final de la 

inyección de agua, donde el residual de aceite se encuentra en forma de glóbulos 

inmóviles entrampados o retenidos al interior del medio poroso debido principalmente a 

fuerzas capilares que son gobernadas por la viscosidad y la tensión interfacial de los 

fluidos. Recientemente es considerada la aplicación combinada de surfactantes con 

nanopartículas para el  EOR [5][6][7],  debido a que este tipo de nanomateriales  mejoran 

la efectividad de los surfactantes en la reducción de la tensión interfacial (IFT) entre el 

crudo y el agua a través de la formación espontánea de emulsiones.  A su vez, las 

nanopartículas poseen la capacidad de alterar la humectabilidad del medio poroso 

modificando así las características de flujo, liberando el crudo que se encuentra atrapado 

aumentado el porcentaje de recobro de crudo contenido en la formación. 

En este proyecto se presenta una evaluación de la efectividad de un nanofluido o 

nanofluido conformado por un surfactante natural y nanopartículas, como método para el 

recobro mejorado de crudo EOR. En este sentido, se realizó una serie de pruebas 

sistemáticas basadas en la tensión Interfacial (IFT) y tensión superficial (SFT) y análisis 

de flujo de fluidos en un prototipo de dispositivo espectrofotométrico de captura de 

tiempos y tramitancia. Además de un software de digitalización de imágenes que 

permiten determinar los tiempos de barrido y el porcentaje de crudo recuperado..  

Palabras clave: EOR, Nanofluidos, surfactante natural, tensión interfacial y superficial, 

espectrofotometría  
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Abstract 

The use of surfactants as chemical method for enhanced oil recovery (EOR) is widely 

applied in the oil industry [1][2][3][4] , primarily due to the ability of these substances to 

decrease interfacial tension and to improve the mobility ratio between water and crude; 

especially at the end of water injection, wherein the residual oil is in the form of cells still 

trapped or retained within the porous medium mainly due to capillary forces are governed 

by the viscosity and surface tension of fluids. 

Recently is considered the combined application of surfactants nanoparticles for EOR 

[5][6][7] , because this type of nanomaterial improve the effectiveness and surfactants in 

reducing the interfacial tension (IFT) between the oil and water through spontaneous 

formation of emulsions. In turn, the nanoparticles possess the ability to alter the 

wettability of the porous medium thus modifying the flow characteristics, releasing the 

trapped oil that increased the percentage of recovery of crude oil contained in the 

formation. 

In this project an assessment of the effectiveness of a nano-surfactant or nanofluido 

consists of natural surfactant and nanoparticles as a method for enhanced oil recovery 

EOR. In this regard, a number of systematic evidence-based interfacial tension (IFT) and 

surface tension (SFT) and analysis of fluid flow in a prototype device captures 

spectrophotometric time and transmittance is performed. In addition to a digital imaging 

software for determining the sweep time and the percentage of oil recovered from an 

exact way never before reported in the literature.. Keywords: EOR, Nanofluids, natural 

surfactant, interfacial and surface tension, spectrophotometry 
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1. Introducción 

1.1 Objetivos 

1.1.1 Objetivo General 

Evaluar la efectividad de la inyección de un Nanofluido para el recobro mejorado de 

crudo a partir  de la disminución de la tensión interfacial (IFT) entre las fases agua y 

crudo, la disminución  en los tiempos de barrido y el aumento del porcentaje de recobro. 

1.1.2 Objetivos Específicos 

 Sintetizar y caracterizar el bio-surfactante  a  partir  de una fuente natural como 

los aceites vegetales.  

 Determinar la  concentración mínima  de  Nanofluido  inyectable  que  represente  

una  menor tensión interfacial entre las fases crudo-agua y un mayor porcentaje 

de recobro. 

 Validar mediante el uso de un equipo espectrofotométrico y un software para 

digitalización de imágenes la efectividad del Nanofluido  en el aumento del 

porcentaje de recobro. 

1.2 Justificación 

La creciente demanda energética mundial y la tendencia general a la disminución en la 

producción de la mayoría de los pozos de aceite y/o gas [8], presenta un desafío en la 

actualidad en el campo petrolero [9]. La innovación y la mejora de los fluidos existentes 

para procesos de recobro han tomado relevancia en la industria, por lo cual algunos 

autores han usado la nanotecnología como soporte para adelantar sus investigaciones 

en ese tópico.  Sin embargo, no han sido ampliamente estudiados y por tanto es tema de 

interés para el desarrollo de esta tesis de maestría. 
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1.3 Estado del arte 

El recobro mejorado de crudo es un conjunto de tecnologías de producción que 

involucran la inyección de energía o fluidos que mejoran el recobro de crudo en cualquier 

estado de la producción. Este tipo de proceso es conocido como recobro terciario [10] , 

con el propósito de incrementar la producción total de crudo más allá de lo que es posible 

lograr mediante métodos tradicionales primarios o secundarios como la inyección de 

agua o inyección de gas. [1].[10] 

Los surfactantes o agentes de superficie activa y la combinación de estos con polímeros, 

álcalis entre otros, son ampliamente utilizados en EOR [3][11][12]. Esto se debe 

principalmente a la capacidad que poseen este tipo de sustancias de concentrarse en la 

interfase agua-crudo y disminuir la tensión interfacial (IFT). Reducciones en la IFT 

disminuyen las fuerzas capilares , incrementando el número capilar      y por tanto la 

eficiencia en el recobro de crudo [13][14] 

Actualmente la mayoría de los surfactantes que se producen a escala industrial son 

derivados químicos del petróleo, que requieren una síntesis y varias etapas de 

purificación, haciendo  estos procesos costos y tendentes a la contaminación con 

peligros asociados aún desconocidos[15]. Como alternativa a este tipo de surfactantes y 

sus implicaciones surge un gran interés en la aplicación de un grupo importante de 

surfactantes naturales sintetizados a partir de bases naturales de bajo costo como los 

aceites vegetales, los cuales son ecológicamente más compatibles y menos tóxicos 

comparados con productos basados en petroquímico.  

Una gran variedad de surfactantes sintéticos utilizados para EOR han sido reportados 

[16][17][18]. Rahal et al. [16] compararon la efectividad entre surfactantes aniónicos 

lineales y ramificados de dodecil-alquil-sulfatos en crudos específicos, mediante pruebas 

estáticas de comportamiento de fases para determinar la concentración óptima de 

surfactante y el efecto de la salinidad. A su vez, se realizaron pruebas dinámicas en 

núcleos para determinar la efectividad del surfactante en el incremento de la producción 

de crudo. La  concentración óptima encontrada para este tipo de surfactantes fue del 

2wt% con emulsiones estables, con salinidades de hasta el 3%wt. La pruebas dinámicas 

reportaron una mayor producción de crudo con el uso de surfactantes lineales un 1.3% 
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más comparado con los ramificados, aun cuando este tipo de surfactantes lineales 

formaban precipitados en contacto con salmuera alterando el sistema poroso. 

Los problemas ambientales concernientes a la producción y aplicación de surfactantes 

sintéticos, ha creado un gran interés en la investigación de surfactantes alternativos 

como los surfactantes naturales[19]. Según [20] los surfactantes naturales pueden ser 

clasificados en tres grupos: i) surfactantes producidos por fermentación de materia prima 

natural o biosurfactantes , ii) surfactantes con grupo polar o cabeza hidrofílica natural, iii) 

surfactantes que poseen cola lipofílica natural. 

Los surfactantes producidos por procesos fermentativos son conocidos como 

biosurfactantes. Estos biosurfactantes son producidos por microorganismos como 

bacterias o levaduras que utilizan como substrato azucares, grasas o hidrocarburos 

(alcanos) y desechos orgánicos. Estos biosurfactantes son sujeto de recientes 

investigaciones y es materia de estudio de un nuevo método de recobro mejorado de 

crudo llamado MEOR por sus siglas en inglés (Microbiological Enhanced Oil 

Recovery)[15] [21] [22][23] [24]. Existe una gran variedad de estos biosurfactantes 

aislados y caracterizados que incluyen los glicolípidos, fosfolípidos, lípidos neutros, 

ácidos grasos, peptidolipidos, lipopolisacaridos entre otros que aún no han sido 

caracterizados. Los microorganismos que los producen son listados por [25] entre esta 

gran variedad de biosurfactantes existe un especial interés en el estudio de los 

rhamnolipidos, glicolípidos compuestos de un azúcar como la ramnosa y un ácido β-

hydroxyalkanoico producido por la bacterias Pseudomonas aeuroginasa,[23] que en 

estudios realizados por Wang et al. [26]  exhiben un gran potencial en el MEOR, 

mostrando recuperación de crudo en pruebas dinámicas a través del flujo en empaques 

de arena de alrededor del 42 % de crudo atrapado, con solo 250 mg/L de rhamnolipidos, 

un pH 5 y una salinidad del 2% NaCl. 

Aun cuando los resultados con el uso de biosurfactantes son alentadores, un factor 

importante que va en contra de la producción de estos es su costo. Los biosurfactantes 

que se obtienen mediante estos procesos fermentativos son normalmente producidos en 

pequeñas cantidades y el proceso de separación tiende a ser tedioso. En la mayoría de 

los casos los costos de aislamiento o separación exceden en mayor cantidad el costo 

asociado a la fabricación de surfactantes sintéticos con propiedades 
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semejantes[19][27][28], debido a esto surge un gran interés en la producción de 

surfactantes naturales que presenten en su estructura molecular un grupo o ―cabeza‖ 

hidrofílica o una ―cola‖ lipofílica de origen natural[19][20]. Fundamentado en resultados de 

análisis ecológicos y estudios toxicológicos es posible asumir que este tipo de productos 

basados en fuentes naturales y renovables son ecológicamente más compatibles 

comparados con productos basados en petroquímicos, siendo este un criterio importante 

para el desarrollo de estos productos no solamente por el precio y rendimiento [29]. 

La síntesis de este tipo de surfactantes naturales es posible a partir de bases naturales 

de muy bajo costo como los ácidos grasos presentes en aceites vegetales o grasas 

animales mediante reacciones de hidrolisis y esterificación [29][30][31]. Los estudios 

realizados en este tipo de surfactantes naturales son enfocados en general a la industria 

de los alimentos[32] y al área ambiental, en particular a la remediación de suelos 

contaminados con residuos de hidrocarburos o metales pesados[33]. Poyarkova & 

Kudrina [34] sintetizaron los biosurfactantes SSOAP 1 y SSOAP 2, útiles para la 

fabricación de látex a partir de residuos de la producción de aceite de girasol, mostrando 

CMC de 7.0 mM y 16 mM, valores de concentración inferiores comparados a los 

obtenidos con surfactantes sintéticos.  

Los estudios realizados  en este tipo de surfactantes naturales para EOR cuenta con muy 

pocas referencias [35][36][37], entre los que se destacan Pordel et al [35], los cuales 

sintetizaron un surfactante natural no-iónico mediante el método de extracción de secado 

en spray de las hojas del árbol Zizyphus Spina-Christi para su evaluación realizaron 

pruebas de tensión interfacial y C.M.C mediante el método de la gota pendiente, 

obteniendo reducciones en la IFT desde 48 mN/m hasta 9 mN/m en salmuera de NaCl al 

1%wt. Con el fin de evaluar el efecto del surfactante natural en el recobro de crudo 

realizaron dos pruebas de imbibición espontanea en muestras de roca, una humectable 

al aceite y otra humectable al agua, para la muestra humectable al aceite obtuvieron 

mediante el uso del surfactante natural un recobro de crudo ~16%, para esta misma 

muestra de roca adicionando solo agua no obtuvieron recuperación crudo, pero 

adicionando el surfactante natural al agua obtuvieron un 7% de crudo recobrado, 

contrariamente en el roca humectable al agua se obtuvo una disminución en el recobro 
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de crudo de un ~35 % a un ~12%, debido principalmente a la reducción interfacial lo cual 

causo una disminución en la capilaridad mecanismo que gobierna la imbibición.  

Deymeh et al. [37] investigaron la viabilidad para el recobro mejorado de crudo de un 

surfactante natural catiónico basado en la planta Seidlitzia rosmarinus como alternativa al 

uso de  surfactantes sintéticos. Para este fin realizaron mediciones de la IFT mediante el 

método de la gota pendiente, obteniendo reducciones desde 32 mN/m hasta 9mN/m, y 

C.M.C en un valor de 8%wt. 

Torres et al.[38] evaluaron la efectividad de tres surfactantes naturales (un biosurfactante 

y dos surfactantes naturales) en comparación con surfactantes sintéticos (iónicos y no-

iónicos), la base de su comparación fue la tensión superficial a temperatura ambiente en 

ausencia y presencia de salinidad de alrededor de 4.7%, los resultados obtenidos 

muestran que los biosurfactantes podrían tener potencial para los procesos de EOR, los 

rhamnolipidos producidos por Pseudomonas y la goma guar desarrollaron buenas 

características en términos de tensión superficial (SFT), capacidad espumante, 

comportamiento con altas salinidades (46800 mg/L) y resistencia a altas temperaturas de 

hasta (70°C). Los Rhamnolipidos produjeron (SFT) menores a 30 mN/m con 

concentraciones por debajo de 0,08%.  

El desarrollo de Nanofluidos (NP) y su aplicabilidad en diferentes procesos químicos, 

térmicos, etc.  del  EOR ha sido ampliamente explorado[39][40], el diseño de este tipo 

fluidos depende de muchos factores, como las propiedades y el comportamiento de los 

fluidos de formación y las características microscópicas y macroscópicas al interior del 

medio poroso que los contiene.  El uso de surfactantes junto con nanopartículas para 

EOR es materia de estudio en investigaciones recientes, debido a la capacidad de este 

tipo de nanomateriales para reducir la tensión superficial e interfacial entre el crudo y el 

agua a través de la formación de emulsiones espontaneas a través de solidos o 

Pickering[41][42]. Además, del mejoramiento de la humectabilidad del medio poroso 

[43][44]. En este sentido, Suleimanov et al. [7] reportaron una mayor reducción en la SFT 

con el uso de nanopartículas de metales ligeros no ferrosos, junto con un surfactante 

aniónico SDS,  la reducción en la SFT con el uso de nanopartículas fue mayor al 70%, 

comparada con el uso solo del surfactante,  igualmente  presentan un aumento en el 
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factor de recobro alrededor del 66% comparado con el uso de surfactante solo con agua 

para el cual fue del 22%. 

 

Mohajeri et al [45] reportaron igualmente disminución en la tensión interfacial con el uso 

combinado de nanopartículas de Zi02 junto con dos surfactantes uno aniónico el SDS y 

otro catiónico el C12TAB, observando adicional a esto una mejora en la humectabilidad 

del medio con el uso de este tipo nanopartículas de naturaleza hidrofílica lo cual genera 

un aumento significativo en el recobro de crudo. 

 

Hendraningrat et al.[5] obtuvieron como resultado de su estudio que el uso de 

nanofluidos en crudo del mar del Norte reduce el IFT con el aumento de la concentración 

de NP.  Además, los nanofluidos alteran la humectabilidad de la roca al agua con el uso 

de nanopartículas de Si02 funcionalizadas para darle una naturaleza lipofílica o 

hidrofílica, mostrando mejores resultados en estas últimas. Los autores encontraron una 

concentración optima de nanopartículas al 0.05% en términos de cantidad de recobro 

obtenido. 

 

Zargartalebi et al [46] en su estudio reportan un mejoramiento de la efectividad del 

surfactante con el  uso de nanopartículas de sílice de naturaleza hidrofílica y ligeramente 

hidrofobicas, encontrando una disminución en la IFT con concentraciones bajas de nanos 

en el surfactante y un aumento de la IFT con altas concentraciones. Adicionalmente 

encontraron una disminución en la adsorción del surfactante a la roca en presencia de 

nanopartículas hidrofobicas,  pruebas de flujo revelaron que el uso de nanopartículas 

mejora la eficiencia de flujo del surfactante y un aumento en el recobro puede darse con 

la adición de estas al surfactante. 

 

Maghzi et al  [47] evaluaron de qué forma es afectada la humectabilidad del medio 

poroso por el uso de un nanofluido compuesto por nanopartículas de SiO2, en 

micromodelos de cristal, encontrando que este tipo de nanopartículas afectan 

fuertemente la humectabilidad del medio debido  a la propiedad hidrofílica de la nanos la 

cuales le confiere la capacidad de formar fuertes enlaces de hidrogeno entre el agua y la 

sílice aumentando por tanto la superficie de energía libre la cual es responsable de 
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alterar la humectabilidad de los poros del micromodelo de cristal  de humectables al 

aceite a humectables al agua . 

  

Ahmadiet al [48] estudiaron el efecto de la adición de nanopartículas de sílice en la 

adsorción de un surfactante natural sobre arenas de roca, el surfactante utilizado fue 

extraído de la planta Zyziphus spina-christi, el modelo para la isoterma que mejor se 

ajustó a la adsorción llevada a cabo por el surfactante sobre la roca fue el de Freundlich, 

las nanopartículas con naturaleza hidrofobica fueron las más efectivas en la inhibición de 

la adsorción del surfactante a la superficie de la roca debido a que la fuerza de enlace 

formado entre la parte hidrofobicas del surfactante con la superficie de este tipo de 

nanopartículas es mayor al enlace formado entre el grupo hidrofílico del surfactante y la 

roca. 

 

La evaluación de la efectividad en el recobro de crudo de un nano surfactante compuesto 

por un surfactante natural junto con nanopartículas a través de un dispositivo 

espectrofotométrico de captura de tiempos y tramitancia en flujo de fluidos que permite 

determinar la cantidad de crudo recuperado de una forma exacta junto con mediciones 

de tensiones superficiales e interfaciales y humectabilidad, es materia de estudio y objeto 

de trabajo de este informe  

 

 
 
 
 
 
 



 

 

2. Marco teórico 

El contenido de este capítulo está comprendido por aspectos teóricos de los surfactantes 

y las nanopartículas y los parámetros útiles reportados en este trabajo que logran 

caracterizarlos. La clasificación de los diferentes tipos de surfactantes su evaluación y 

aplicación en EOR ha sido igualmente estudiado en este capítulo. 

2.1 Surfactantes 

Los surfactantes o agentes de superficie activa son sustancias de carácter ambifílico, 

esto significa que su estructura molecular posee una doble afinidad o característica de 

ser polar y apolar simultáneamente.[30] Su estructura molecular  figura 1 (a) y (b) consta 

de dos partes, un grupo polar hidrofílico o ―cabeza‖ afín al agua y una cadena de 

hidrocarburos hidrofobica o ―cola‖, afín a solventes orgánicos como el crudo [3].Una 

representación esquematizada de una molécula de surfactante es presentada en la figura 

1b, debido a su doble afinidad la mayor concentración de este tipo de moléculas se 

encuentra en la frontera entre las fases o en la interfase entre dos líquidos inmiscibles 

como se representa en la Figura 1 (c)  alterando las propiedades interfaciales  entre los 

líquidos, particularmente  reduciendo la tensión superficial (SFT) o interfacial 

(IFT).[30][49][50][51] 
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Figura 1.a) Estructura molecular de un surfactante, b) representación general 

surfactante, c) concentración de surfactante en la Interfase de agua y crudo 

2.1.1  Clasificación de los surfactantes 

Los diferentes tipos de surfactantes son clasificados según su disociación en solución 

acuosa en, Iónicos, No-iónicos y anfóteros, la definición de cada uno de ellos se presenta 

a continuación: 

 Iónicos: Un surfactante es considerado como iónico si su grupo hidrofílico o 

cabeza está cargado eléctricamente. Esto ocurre por la pérdida o ganancia de 

electrones. Basado en esta consideración los surfactantes iónicos se pueden clasificar 

como aniónico o catiónicos. Aniónicos son surfactantes que en solución acuosa forman 

una cadena larga aniónica y un pequeño catión inorgánico, este tipo de surfactantes son 

ampliamente utilizados en la industria, un ejemplo común de este tipo de surfactantes 

son los alquil benceno sulfonatos y jabones como las sales de ácidos carboxílicos 

grasos.. Los grupos hidrofílicos más comúnmente utilizados en este tipo de surfactantes 

son los carboxilatos, sulfatos, sulfonatos y fosfatos. Los  surfactantes aniónicos pueden 

ser representados mediante fórmulas generales con  n= 8-16 átomos y X comúnmente  

Na+  de la siguiente manera[30][52][51]: 

 

a) 

b) c) 
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Sulfonatos 2 1 3n nC H SO X  

Sulfatos 2 1 3n nC H OSO X  

Fosfatos 2 1 ( )n nC H OPO OH O X  

Carboxilatos 2 1n nC H COO X  

 

Surfactantes catiónicos [52] son aquellos que al ser disociados forman un catión orgánico 

largo y un pequeño anión. Los surfactantes catiónicos más comunes son los compuestos 

por amonio cuaternario. Estos son generalmente estables a cambios de pH, ya sea acido 

o alcalino. La mayoría no son compatibles con los surfactantes aniónicos pero si con los 

no-iónicos. Ver Figura 2a Pueden ser representados mediante la siguiente formula 

general  R^' R^'' R^''' R^''' N^+ 〖NX〗^- donde X^- generalmente es un ion Cloruro R 

representa el grupo alquilo. 

 No-Iónicos: Este tipo de surfactantes no se ionizan en soluciones acuosas, los 

surfactantes más comunes de este tipo, están basados en óxido de etileno, son 

comúnmente conocidos como surfactantes ethoxylados, existen muchas variedades, 

entre los cuales se encuentran el alcohol etoxilado, alquil fenol etoxilado, ácidos grasos 

etoxilados entre otros. Otros tipos de surfactantes no iónicos como el presentado en la 

figua 2c, son los grupos multihidroxi como los glicol esteres, glicerol esteres, glicéridos, 

glucósidos y esteres de sacarosa[51][52]. 

 Anfóteros: Las sustancias clasificadas como anfóteras tienen la particularidad de 

que la carga eléctrica en su parte hidrofílica cambia en función del pH del medio. Ver 

Figura 2d. Los surfactantes  que son anfóteros poseen una carga positiva en ambientes 

fuertemente ácidos y presentan carga negativa en ambientes fuertemente básicos y en 

medios neutros tienen forma intermedia híbrida[51] [52].  En la Figura 2 se presenta un 

ejemplo de cada uno de los diferentes tipos de surfactantes antes mencionados. 
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Fuente Propia 

Figura 2 Clasificación de los diferentes tipos de surfactantes a) Catiónicos b) Aniónicos 

c) No-Iónicos y d) Anfóteros. 

2.2 Tensión interfacial y superficial (IFT & SFT) 

Debido a las fuerzas atractivas entre las moléculas (cohesión) es necesario una cierta 

cantidad de trabajo para cambiar el tamaño de la Interfase o la superficie. En un sentido 

más amplio la tensión interfacial o superficial se define como el trabajo necesario para 

aumentar el tamaño de la Interfase  entre dos fases adyacentes que no logran mezclarse 

completamente entre sí. En un sentido más estricto la interfase se refiere al límite entre 

liquido/líquido y límites entre liquido/solido, mientras que para la interfase liquido/gas se 

refiere a esta como  la tensión superficial[53]. 

 

Como una medida de trabajo por unidad de área o de la fuerza por longitud humectada, 

la tensión interfacial tiene las unidades de mN/m  milinewtons-metro y se designa por el 

símbolo σ o γ (sigma o gamma minúsculas)[51]. 

 

 

a).Bromuro 

dodeciltrimetilamonio 

b).Sal de sodio de sulfato de n-

Tetradecyl 

c).Monoesterato de 

sorbitán 

d).Cocamidopropyl 

hidroxisultaína 
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2.3 Concentración critica micelar o C.M.C 

La concentración critica micelar (C.M.C) de un surfactante es el valor en el cual la 

propiedad de solución de la molécula muestra un cambio abrupto.  A esta concentración, 

los iones de superficie activa o moléculas en solución se asocian para formar unidades 

más grandes. Estas unidades asociadas se denominan micelas (estructuras auto 

ensambladas), los primeros agregados formados son generalmente de forma esférica. 

Cada molécula de tensoactivo tiene un valor característico CMC a una temperatura y 

concentración de electrolito dada. La técnica más común para medir la CMC es la tensión 

superficial, γ, que muestra un mínimo en la CMC, después de lo cual γ permanece 

prácticamente constante con aumento en la concentración de surfactante [45].  

 

Fuente Biolin Scientific 

Figura 3. La grafica muestra 3 fases: (1) a bajas [ ] surfactante sin cambios en la SFT. (2) 

adición de surfactante la SFT decrece hasta lograr un valor mínimo. (3) a partir de la 

C.M.C no hay cambios en la SFT [54]. 

 

La figura 3 presenta tres fases; 1) a bajas concentraciones de surfactante solo es 

detectado un pequeño cambio en la tensión superficial, 2) la adición de surfactante 

genera un decrecimiento en la tensión superficial, 3) la superficie al estar completamente 

cargada de surfactante, no hay un cambio en la tensión superficial. 
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2.4 Numero capilar  (Nc) 

La tensión Interfacial es un factor crucial que determina el comportamiento y la 

distribución de los fluidos al interior de la formación, en especial al final  de la inyección 

de agua donde el crudo contenido en la formación se encuentra en forma de glóbulos 

inmóviles a través de los poros de la roca, y las dos fuerzas mayores que actúan sobre 

estos glóbulos son las fuerzas viscosas y las fuerzas capilares[2]. Un número que 

relaciona ambas fuerzas con la eficiencia de recobro de aceite residual es el numero 

capilar     , este número adimensional se define como la razón de las fuerzas viscosas 

sobre las fuerzas capilares, siendo las fuerzas viscosas predominadas por la viscosidad y 

las fuerzas capilares por la tensión interfacial y el ángulo de contacto entre la roca y el 

fluido que la contacta, de esta forma si se tienen tensiones interfaciales bajas y ángulos 

de contacto favorables entre la roca y los fluidos contenidos, se obtiene un numero 

capilar alto y por tanto un incremento en la eficiencia de desplazamiento del crudo dando 

como resultado una mayor producción de crudo en superficie [12]. El número capilar a 

nivel de poro está dado por la siguiente  ecuación[13]: 

 

/

w
C

o w

q
N

 


   

(1-1) 

 

Donde    es el número capilar,    y   son la viscosidad y la velocidad de flujo del agua 

por unidad de área en una sección transversal       es la tensión interfacial entre el 

crudo y el agua y   es la porosidad  de la formación. 

2.5 Humectabilidad 

La humectabilidad es una propiedad importante de las formaciones, la cual afecta la 

distribución de los fluidos, presión capilar, permeabilidad relativa y el comportamiento de 

fluidos en la formación. La Humectabilidad es una medida de la afinidad o la preferencia 

de los fluidos inmiscibles a extenderse sobre una superficie sólida [47]. Así el sólido es 

llamado humectable al agua o humectable al aceite cuando el agua o el aceite, 

respectivamente, tienden a expandirse y cubrir y la superficie sólida. El ángulo de 

contacto es un buen indicador de características como la afinidad y humectabilidad de 



28 Síntesis y evaluación de un novedoso nanofluido basado en bio-surfactante 

para procesos de recobro mejorado de crudo 

 
 

 

fluidos sobre superficies sólidas. Un ángulo de contacto pequeño, θ<90°, indica una 

fuerte humectabilidad y un ángulo de contacto grande θ>90° una humectabilidad débil. 

Un ángulo de contacto θ~90° indica una humectabilidad intermedia y la probabilidad de 

que un fluido tenga exactamente θ=90° es muy pequeña. 

Cuando los medios porosos o roca de la formación presenta una humectabilidad 

completamente al aceite o al agua se define este tipo de humectabilidad como uniforme o 

homogénea, aunque la mayoría de las formaciones no presentan este tipo de 

humectabilidad ya que normalmente la roca presenta unas zonas que son humectables al 

agua y otras que son humectables al aceite a este tipo de humectabilidad se le denomina 

heterogénea. La humectabilidad heterogénea puede ser de dos tipos, humectabilidad 

mixta la cual se refiere a la roca que posee una humectabilidad al aceite en los poros de 

mayor tamaño y solamente una humectabilidad al agua en los poros de menor tamaño, 

esta condición es producida por la migración preferencial del crudo a través de los poros 

de mayor tamaño, seguido por la precipitación  de orgánicos, como asfáltenos, parafinas 

y resinas que transforman una roca humectable al agua a humectable al aceite La 

humectabilidad heterogénea por otra parte es referida a las diferencias mineralógicas que 

posee la superficie de roca en diferentes sitios. 

 

 

 



 

 

3. Materiales y métodos 

En este capítulo se presenta un estudio de la caracterización del surfactante natural y las 

nanopartículas utilizadas. Para esto se caracterización se realizó a través de la medición  

de las propiedades fisicoquímicas, la tensión interfacial,  la CMC, tamaño de partícula y 

área superficial, con el fin de encontrar concentraciones óptimas para la evaluación del 

nanofluido a través del dispositivo espectrofotométrico para determinar tiempos de 

barrido y porcentajes de recobro. 

3.1 Caracterización del surfactante 

3.1.1 Tensiones interfaciales 

Las medidas de tensión interfacial y superficial en el surfactante natural fueron llevadas a 

cabo mediante el uso de un tensiómetro digital, el cual logra realizar la medida de IFT y 

SFT través de una sonda de medición que se encuentra suspendida a un sensor de 

fuerza. Esta sonda para este caso particular es un anillo (Du Noüy)[55]  que está 

compuesto de un material  con una humectación óptima (platino-iridio). Una fuerza actúa 

sobre el sensor de fuerza tan pronto como el anillo toca la superficie. Si la longitud del 

área humectada por el anillo es conocida  la medida de la fuerza puede ser usada para 

calcular la tensión interfacial y superficial. 

 

 El método del anillo de Du Noüy  

Se seleccionó el método del anillo para determinar los  valores de IFT y SFT, ya que este 

método ha sido históricamente el más utilizado y la mayoría de los datos presentados en 

la literatura son el resultado de este método. 
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En el método del anillo, el líquido es elevado hasta que sea registrado un contacto con la 

superficie del mismo. La muestra se baja entonces de nuevo de modo que el líquido que 

se encuentra por debajo del anillo se estire. 

 

Una fuerza máxima es experimentada debido a que la película de líquido es estirada; 

esta fuerza es registrada en la medición. Como el vector de fuerza máxima es 

exactamente paralelo a la dirección del movimiento, en ese instante la fuerza esta 

correlacionada a la tensión interfacial o superficial. El ángulo de contacto ϴ es 0° para un 

material con una propiedad de humectación optima como el Pt/Ir. Así el cálculo de la IFT 

o SFT es acorde a la siguiente ecuación: 

max

cos

F

L






 (1-2) 

 

Donde σ es igual a la tensión superficial o interfacial; Fmax es igual a la fuerza máxima; L 

es la cantidad humectada y ϴ es el ángulo de contacto. 

 

 La concentración critica micelar  

Para la determinación de la concentración crítica micelar se realizaron medida en la 

tensión superficial en el agua con adición de surfactante igualmente se realizaron 

medidas de tensión  interfacial entre el crudo y el agua mediante el método del anillo 

antes enunciado, adicionando diferentes cantidades de surfactante hasta encontrar el 

punto crítico micelar. 
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3.2 Caracterización de nanopartículas 

Las nanopartículas utilizadas para el diseño del nanofluido fueron desarrolladas y 

aportadas por la empresa Petroraza SAS,  la caracterización realizada al nanomaterial 

consta de  tamaño de partícula y área superficial. 

3.2.1 Tamaño de partícula 

Para la medición de tamaño de partícula se utilizó la técnica de dispersión dinámica de 

luz [56]. Las nanopartículas a utilizar, son adicionadas al fluido base para este caso el 

surfactante natural. Un volumen del nanofluido ~ 2.5 ml es llevado a la celda de 

medición. Mediante la ecuación de Stockes- Einstein para movimiento browniano junto 

con un método estadístico cuantifica los tamaños de las partículas y la distribución de 

tamaños, el tamaño promedio de las nanopartículas analizadas fue de 112 nm, [57] 

3.2.2 Área superficial BET 

Para determinar el área superficial BET es llevado a cabo mediante la fisisorción de gas 

Nitrógeno @ 77.35K como gas de análisis, este gas es adsorbido por la muestras y 

cuantificado. Inicialmente la muestra de nanopartículas es des gasificada durante toda la 

noche a 413 K bajo un vacío de (6-10 mbar) con el fin  de remover los contaminantes de 

la superficie de los poros.. La cuantificación de este gas adsorbido necesario para formar 

la monocapa y el área que ocupa cada una de estas moléculas de gas adsorbidas 

permite determinar el área total de la muestra. Cada punto adquirido por el equipo es 

utilizado  en el modelo de Brunauer-Emmett-Teller (BET) con el fin de determinar el área 

superficial BET[58] [59] 

3.3 Montaje experimental para la evaluación del tiempo 
de barrido del nano surfactante. 

Para la evaluación de la eficiencia de barrido con el uso del surfactante natural, se realizó 

el diseño y la fabricación de un dispositivo espectrofotométrico, que permite determinar 

los tiempos de barrido mediante tiempos de flujo y tramitancia de los fluidos evaluados 

crudo y surfactante, con un arreglo geométrico que consta de 8 canales de geometría 
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lineal ubicados en un arreglo geométrico a escala simulando un arreglo de 9 pozos 1 

inyector y 8 productores como el presentado en la figura 4. 

Fuente Propia 

Figura 4 Escalado del arreglo geométrico de 9 pozos  utilizado para la evaluación de  
tiempos de barrido y porcentaje de recobro en el modelo a escala de laboratorio  

El tiempo de barrido del surfactante se determina básicamente mediante la toma de 

datos de tiempo de desplazamiento y porcentaje de tramitancia del crudo con y sin el uso 

de surfactante natural, al viajar por los canales del flujo.  

.



 

 

4. Resultados 

4.1 Caracterización de las nanopartículas  

El tamaño de partícula obtenido mediante el método estadístico fue alrededor de 112 nm, 

el área superficial mediante  prueba BET fue de 303.4280 ± 5.2870 m²/g. 

4.2 Propiedades fisicoquímicas del surfactante natural 

Para determinar las propiedades fisicoquímicas del surfactante, se realizó medición de la 

densidad por picnómetria @ 25°C, al igual que el pH,  la viscosidad se realizó en un 

viscosímetro brookfield® a temperatura ambiente y a temperatura de yacimiento.  

Parámetros Fisicoquímicos del Surfactante Natural 

Densidad (g/ml) 0.987 
Viscosidad (cp) @ 25°C 29.74 
Viscosidad  (cp) @ 60°C 10.71 
pH @ 25°C 10.06 
CMC ~0,01%wt 

 

Tabla 1 Propiedades fisicoquímicas del Surfactante Natural 

 

4.3 Caracterización del Nanofluido  

Para el ensamble del nanofluido se utilizaron nanopartículas junto con el surfactante 

natural y un solvente, la densidad fue de 0.989 y pH neutro @ 25°C , la IFT y CMC  son 

reportados a continuación. 
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4.3.1 Tensión interfacial y superficial (C.M.C) 

Los datos presentados en la tabla 2 corresponden a la tensión superficial en 100 ml de  

salmuera de KCl al 2% adicionando cantidades conocidas de surfactante sin 

nanopartículas y con una concentración fija de nanopartículas . 

  % v/v  SFT (mN/m) 

Muestra surfactante Sin Nanopartículas   Con Nanopartículas 

1 0 42,45 42,45 

2 0,005 32,32 30,68 

3 0,01 29,70 28,87 

4 0,015 28,90 26,98 

5 0,02 28,60 26,69 

6 0,03 28,39 25,98 

7 0,05 28,36 25,87 

8 0,1 28,1 25,3 

Tabla 2. Datos de Tensión Interfacial con %v/v de Surfactante con y sin nanopartículas. 

 

 

Figura 5. Tensión Superficial de una  salmuera de KCl al 2 % con % v/v de surfactante 

natural con concentración fija de nanopartículas (■) y sin nanopartículas (♦).  
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La SFT obtenida  fue menor  en el caso del surfactante con nanopartículas. La C.M.C 

que se obtiene del Surfactante con y sin la adición de nanopartículas fue igual a 0.01 % 

v/v. Los datos obtenidos de SFT fueron menores a los reportados en la literatura [45].  

 

Los valores de tensión interfacial obtenidos con la adición de diferentes porcentajes de 

surfactante con y sin el uso de nanopartículas se presentan en la Tabla 3 y se muestran 

en la Figura 9. 

 

  % v/v IFT (mN/m) 

Muestra surfactante Sin Nanopartículas Con Nanopartículas 

1 0 29,43 29,43 

2 0,005 13,45 10,34 

3 0,01 3,23 1,09 

4 0,02 1,76 0,52 

5 0,05 0.98 0,19 

 

Tabla 3. Datos de Tensión Interfacial con % v/v de Surfactante sin y con el uso de 
nanopartículas a una concentración fija. 

 

La C.M.C hallada mediante la IFT fue de 0,01% v/v, el valor más bajo obtenido en la IFT 

fue de 0,19 mN/m con la adición de  0,05% v/v  de surfactante con nanopartículas, valor 

de la IFT muy por debajo de los valores reportados por [5] [46][60], Cantidades mínimas 

de nanofluido para lograr estar en los rangos de C.M.C del surfactante permite obtener 

una disminución considerable de la IFT con poca cantidad de producto, ya que a partir de 

dicha concentración los valores en la actividad interfacial o superficial no cambian con la 

adición de más surfactante[61] 
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Figura 6 Tensión Superficial de una  salmuera de KCl al 2 % con % v/v  de surfactante 
natural con concentración fija de nanopartículas (■) y sin nanopartículas (♦). 

Con la  adición de nanopartículas al surfactante, se obtiene una mayor reducción en los 

valores de la  SFT e IFT, logrando valores de la IFT  menores que los reportados en 

trabajos anteriores. Además, se obtuvieron valores por debajo de 1 mN/m con 

concentraciones de nanofluido iguales o menores al 0,05%, esta cantidad de producto es 

para la aplicación en campo económicamente viable y cumple con los estándares 

exigidos en cuanto a valores en la IFT exigidos por la industria. 

 

4.4 Tiempo de barrido y porcentaje de recobro de crudo 

Las pruebas  realizadas para determinar el tiempo de barrido se llevaron a cabo en el 

equipo espectrofotométrico. La prueba para la determinación del porcentaje de recobro 

se realizó mediante procesamiento digital de imágenes a presión atmosférica con un 

caudal constante de 0.25 ml/min y a una temperatura de 25°C, el  tratamiento inyectado 

para ambos casos tiempo de barrido y % de recobro consta (nanofluido + agua) con una 

concentración de nanofluido igual  0,01% v/v, correspondiente a la CMC del fluido base 

(surfactante evaluado). 
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Inicialmente se realizó una curva de calibración para los diferentes volúmenes de agua y 

tratamiento (agua + nanofluido) inyectados con su respectivo valor en % de tramitancia y 

% porcentaje de recobro para las pruebas de tiempo de barrido y % de recobro. La curva 

obtenida para la inyección solo de agua y de tratamiento se presenta en las Figuras 10, y 

11. 

 

Figura 7 Curva de calibración del agua para los diferentes volúmenes inyectados y su 
respectivo valor de % de tramitancia (♦) y % de recobro (■). 
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Figura 8. Curva de calibración del tratamiento para los diferentes volúmenes inyectados 
y su respectivo valor de % de tramitancia (♦) y % de recobro (■). 

 

Las pruebas para determinar los tiempos de barrido del crudo se realizaron en el equipo 

espectrofotométrico, mediante inyección de agua con y sin nanofluido el equipo arrojo 

diferente valores de tramitancia en el tiempo para los 8 puntos o sensores de muestreo. 

 Los datos obtenidos en el caso de la inyección de agua sin nanofluido se presentan en la 

tabla 4. 

  % Tramitancia 

Tiempo (min) Sensor 1 Sensor 2 Sensor 3 Sensor 4 Sensor 5 Sensor 6 Sensor 7 Sensor 8 

0 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 

10 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 

15 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 

35 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 

60 0,1 0,1 0,1 36,7 45,5 0,1 0,1 0,1 

75 0,1 0,1 0,1 42,3 45,5 0,1 0,1 0,1 

90 45,5 16,7 0,1 47,3 45,5 40 20 33,4 

120 63,7 66,7 63,6 100 100 65,6 63,6 56,5 

135 63,7 66,7 63,6 100 100 65,6 63,6 56,5 

 

Tabla 4. Datos tiempos de barrido obtenidos a través de % de tramitancia en los 
diferentes tiempos de muestreo con inyección de agua sin Nano- surfactante. 
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Para el caso de la inyección de solo agua los tiempos de barrido fueron mucho más 

largos comparados con la inyección de agua con nanofluido obteniéndose solo cambios 

en la tramitancia o barrido del crudo igual o inferior al 67% al finalizar después de 135 

minutos de prueba. El tiempo mínimo para observarse un efecto del agua sobre el barrido 

del crudo fue 60 minutos. En la siguiente Tabla 5 se presenta los datos de tiempo y % de 

tramitancia con la inyección de tratamiento, el tiempo de barrido del crudo fue mucho 

menor con el uso del tratamiento, obteniéndose una reducción de hasta 45 minutos 

comparado con la inyección solo de agua. 

 

  % Tramitancia 

Tiempo (min) Sensor 1 Sensor 2 Sensor 3 Sensor 4 Sensor 5 Sensor 6 Sensor 7 Sensor 8 

0 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 

10 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 0,1 

15 0,1 0,1 0,1 54,5 45,5 0,1 0,1 0,1 

25 0,1 0,1 0,1 81,8 81,8 0,1 0,1 0,1 

35 45,5 16,7 36,4 81,8 100 40 20 33,4 

45 66,7 66,7 63,6 81,8 100 66,7 63,6 66,7 

60 100 100 100 100 100 100 83,8 100 

75 100 100 100 100 100 100 100 100 

 

Tabla 5.Datos tiempos de barrido obtenidos a través de % de tramitancia en los 
diferentes tiempos de muestreo con inyección de agua sin Nano- surfactante. 

 

El equipo detectó un 100% de tramitancia o un barrido total del crudo en tan solo 75 

minutos de prueba comparados con los 135 minutos de prueba obtenido solo con la  

inyección del agua donde adicional al tiempo no fue posible alcanzar valores en la 

tramitancia del  100%. Se obtuvo una disminución del  50% en el tiempo de barrido con el 

uso de nanofluido en el agua inyectada, al igual que un aumento en la cantidad de crudo 

desplazado mayor al 40% en relación al uso del agua sola. 

4.5 Porcentaje de recobro 

Con el uso del software de procesamiento digital de imágenes es posible cuantificar el 

porcentaje de recobro obtenido con la adición del nanofluido, para esto se selecciona un 
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área determinada de la imagen original a diferentes tiempos y se realiza un trabajo de 

digitalización para encontrar valores de % de recobro..  

La prueba para la determinación del porcentaje de recobro se realizó a presión 

atmosférica y caudal constante de 0,25 ml/min a una temperatura de 25°C, el volumen  

de crudo fue de 40 ml, el volumen total de tratamiento inyectado (nanofluido + agua)  fue 

de 2ml con una concentración de nanofluido igual  0,01% v/v 

Con un volumen inyectado de tratamiento de 0,2 ml para un volumen total de crudo igual 

a 4 ml; se obtuvo un % de recobro igual 58,1%  para un volumen de tratamiento igual al 

1,5 ml ,se presenta un porcentaje de  recobro de crudo del 80% con un volumen de 

tratamiento igual a 2ml. Un valor en el porcentaje de recobro igual al 80 %, da cuenta de 

la efectividad lograda con el uso de este tipo de nanofluidos, los cuales  a través de sus 

componentes principales como el surfactante natural y las nanopartículas  logran liberar 

el crudo atrapado en los canales, incrementado el recobro por varios factores como son 

la disminución de la tensión interfacial crudo/agua con porcentajes mínimos de 

nanofluidos 0.01%, la formación espontanea de emulsiones y la alteración de la 

humectabilidad del medio. Solo  recobros de hasta del 60% en este tipo de tratamientos 

han sido logrados, con cantidades  de surfactante iguales o mayor al 1% v/v, al igual que 

valores en tensiones interfaciales por debajo de 1mN/m [45][46].  

El uso de este novedoso nanofluido con una base como el biosurfactante y 

nanopartículas, es prometedor  para la aplicación en campo ya que su efectividad 

reflejada en el aumento del porcentaje de recobro de hasta un 80%, con cantidades 

mínimas de tratamiento, lo convierte en un producto atractivo en términos económicos y 

ambientales ya que cantidades mínimas de producto lograrían obtener recobros iguales o 

superiores a los alcanzados con tecnología presentes en el mercado a costos más bajos, 

adicional a esto el nanofluido evaluado es amigable con el medio ambiente debido a su 

base natural extraída de fuentes renovables y procesos de fabricación limpia en el cual 

no se generan desechos aprovechando todos los productos generados en la reacción 

para la  formulación del producto. 
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5. Conclusiones  

 

 El uso combinado de nanopartículas con surfactantes naturales, permite obtener 

mayores porcentajes de recobro, debido a la gran capacidad de estos para disminuir  los 

tiempos de barrido y los valore en la IFT entre el crudo y el agua. 

 

 La CMC del nanofluido evaluado fue del 0,01% wt a partir de esta concentración 

se obtuvieron los valores inferiores a 1 mN/m en la IFT entre el crudo y el agua. 

 

 Con el uso de nanopartículas, mejora la efectividad del surfactante natural debido 

su capacidad para disminuir los valores de SFT e IFT en mayor medida que con el uso 

únicamente del surfactante. 

 

 El valor optimo obtenido de la IFT fue de 0,19 mN/m con una concentración de 

nanofluido igual a 0,05% v/v, valor considerado en la industria muy bueno para la 

aplicación de reductores de tensión y en cantidades económicamente viable. 

 

 El porcentaje en el factor de recobro fue del 80%, valores no reportados en 

trabajos anteriores lo cual indica la efectividad de la aplicación de este tipo de 

nanofluidos con el uso nanopartículas combinadas con surfactantes naturales. 
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