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Abstract     
En los últimos años, la inyección de surfactantes como técnica de recobro mejorado (EOR) ha recibido una atención significativa 

debido a varios desafíos que hacen que la operación sea económica, técnica, ambiental o crítica. En este sentido, el objetivo principal 

de este trabajo es desarrollar un novedoso nanofluido verde a partir de Sapindus Saponaria para su aplicación en procesos EOR, 

basado en las interacciones biosurfactante/etanol/nanopartículas/salmuera. El estudio se llevó a cabo a través de una metodología de 

sintonización, que se centró en la reducción de IFT, la disminución de la adsorción y la alteración de la humectabilidad en medios 

porosos como los principales mecanismos de interacción de las nanopartículas. El biosurfactante se sintetizó a partir de jaboncillo 

"Sapindus Saponaria" por el método de extracción alcohólica. El extracto se caracterizó por espectroscopía infrarroja por 

transformada de Fourier (FTIR), análisis termogravimétrico (TGA) y pruebas de tensión interfacial para estimar la CMC. Se utilizaron 

tres tipos de nanopartículas a base de sílice y se caracterizaron mediante análisis FTIR, TGA y DLS. Se evaluaron dos muestras 

comerciales de nanopartículas y una tercera se sintetizó a partir de cáscara de arroz como una alternativa ecológica. El rendimiento de 

los sistemas ajustados se evaluó a través del número capilar y sus variables relacionadas, como IFT, cambios de humectabilidad, 

proceso de adsorción y pruebas de desplazamiento. Los resultados obtenidos presentan una gran perspectiva, con una disminución de 

la IFT de hasta el 83% del sistema sintonizado (Biosurfactante-Etanol-Agua- Salmuera) con la adición de solo 100 mg L-1 de 

nanopartículas respecto al sistema sin nanopartículas, alcanzando valores de 1.56×10-1 mN m-1. En la prueba de desplazamiento se 

obtuvo un proceso de recobro optimizado con incrementos de hasta un 13% de crudo adicional. Este trabajo presenta una excelente 

oportunidad para la implementación de nanotecnología en sinergia con alternativas verdes para mejorar las técnicas convencionales 

con un valor agregado para desarrollar surfactantes y nanopartículas a partir de fuentes naturales. 

 

Introducción 
Los procesos EOR han sido estudiados e implementados a nivel mundial, ya que permiten aumentar las reservas de los yacimientos y 
sostener la demanda actual de hidrocarburos [1]. Las tecnologías más utilizadas son la inyección de gas [2], vapor [3] y químicos [4], 
que conducen a una mejor movilidad del crudo, restaurando la presión y reduciendo la saturación de petróleo residual en el yacimiento 
[5, 6]. Uno de los procesos más utilizados en la industria petrolera es la inyección de surfactantes como mecanismo de recuperación 
debido a las propiedades anfifílicas de dichas sustancias [7-9]. De acuerdo a su naturaleza química [10-15], pueden ubicarse en la 
interfaz de crudo/salmuera, lo que permite reducciones en las mediciones de tensión interfacial para mejorar el barrido crudo [16].  
Los surfactantes se pueden clasificar en aniónicos, catiónicos, anfóteros o no iónicos. [17, 18]. Cada uno de ellos tiene un poder de 
disociación diferente en presencia de un electrolito [19]. Estos compuestos anfifílicos se pueden sintetizar a partir de diferentes 
fuentes, ya sean sintéticas o biológicas [20, 21]. Actualmente, debido a la preocupación de la industria petrolera por reducir el impacto 
ambiental generado por sus actividades y posiblemente reducir los costos asociados a los procesos de inyección de químicos [22-24], 
ha apostado por el estudio y evaluación de biosurfactantes como alternativa rentable y respetuosa con el medio ambiente para obtener 
incrementos en el factor de recobro y garantizar la sostenibilidad del proceso [21, 25]. 
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En este sentido, diferentes estudios se han centrado en utilizar fuentes vegetales con alto contenido en saponinas para la extracción de 
tensioactivos [26]. Esto se debe a que la fuente primaria de estos compuestos son los residuos agroindustriales, por lo que su 
extracción es económica y ecológica [27, 28].  
Múltiples autores han probado la eficacia de los biosurfactantes en sinergia con diferentes tipos de nanopartículas como método EOR 
[29-32].  
Estos estudios han demostrado la capacidad de los biosurfactantes para aumentar el recobro a través de una disminución de la tensión 
interfacial que da como resultado un aumento en la movilidad del petróleo crudo. Sin embargo, para lograr tensiones menores a 1 × 
10-1 mN·m-1 se han utilizado sistemas con altas concentraciones de surfactante y nanopartículas, posiblemente generando deño de 
formación debido a una gran concentración de micelas y nanomateriales que pueden obstruir los canales de flujo en el medio poroso 
[33]. 
Según la literatura especializada, la mezcla de dos o más surfactantes es fundamental para lograr bajas tensiones interfaciales [34, 35].  
Además, según la teoría de la desviación hidrofílica-lipófila (HLD), que relaciona la afinidad del surfactante por la fase acuosa y 
oleosa, la adición de un disolvente de tipo alcohólico puede generar sistemas con menor tensión interfacial a bajas concentraciones. 
[16, 36, 37]. De esta forma, la mezcla de tensioactivos promete ser una opción altamente viable para reducir la tensión interfacial en 
sistemas crudo/salmuera. 
Por lo tanto, el objetivo principal de este trabajo es diseñar un bio-nanofluido para reducir la tensión interfacial por debajo de 1 × 10-1 
mN·m-1, para ser aplicado de manera eficiente en procesos CEOR a bajas concentraciones de surfactante y nanopartículas, con un 
valor agregado por la inclusión de compuestos activos de fuentes naturales mezclados con nanomateriales [38]. Se espera que este 
trabajo genere un escenario prometedor para la síntesis de biosurfactantes potenciados con nanopartículas para procesos EOR 
eficientes, rentables y respetuosos con el medio ambiente. 
 

Materiales y métodos 

Materiales. Se recolectaron muestras de cáscara de Sapindus Saponaria de árboles colombianos ubicados en Antioquia (Colombia). 
Los solventes alcohólicos como el etanol (99% de pureza) se obtuvieron de Merck KGaA (Darmstadt, Alemania) para la extracción y 
síntesis de surfactantes naturales. El surfactante aniónico comercial SB (densidad de 0.98 g·mL-1, CMC de 300 mg·L-1 y HLB de 11) 
fue seleccionado a partir de estudios previos [41]. Ecopetrol S.A proporcionó el bioetanol utilizado en la mezcla de surfactantes. Este 
se obtuvo a partir del bagazo de la caña de azúcar y de los residuos industriales de la producción de aceite de palma africana como una 
alternativa ecológica que no compite con la seguridad alimentaria y genera valor agregado a los residuos agroindustriales. Para los 
experimentos se emplearon tres tipos de nanopartículas, nanopartículas a base de sílice compradas a Sigma-Aldrich (MO, EE. UU.) 
denominadas SiO2-C1, y otras proporcionadas por Petroraza S.A.S (Medellín, Colombia) SiO2-C2. Finalmente, la síntesis de las 
nanopartículas a base de sílice sintetizadas a partir de cáscaras de arroz como una alternativa ecológica denominadas SiO2-HR se 
detalla en estudios anteriores [39]. Cloruro de sodio - NaCl (PubChem, EE. UU.), Cloruro de potasio - KCl (PubChem, EE. UU.), 
Cloruro de calcio dihidrato - CaCl2·2H2O (Sigma-Aldrich, EE. UU.), Cloruro de magnesio dihidrato - MgCl·2H2O (Sigma-Aldrich, 
EE. UU.) y Cloruro de Bario Dihidrato – BaCl2·2H2O (Sigma-Aldrich, EE. UU.) se utilizó para la salmuera sintética en dosis de 5,72 
g·L-1, 7,41 g·L-1, 1,35 g·L-1, 0,38 g·L-1 , y 0.09 g·L-1 respectivamente para asemejar la composición de una salmuera de inyección 
de un campo colombiano. La caracterización fundamental de la salmuera preparada muestra una conductividad de 24.33 mS cm-1, pH 
de 8.04, viscosidad a 1.058 cP y densidad de 1.011 g cm-3. Para las mediciones de la tensión interfacial (IFT) y de ángulo de contacto 
se empleó un crudo colombiano intermedio de 21°API con contenidos de saturados, aromáticos, resinas y asfaltenos (SARA) en 
fracciones de masa de 28,2, 14,4, 52,7 y 4,7%.  

Métodos 

 
Extracción de AGC. El componente activo (AGC) del bionanofluido se extrajo de Sapindus Saponaria debido al alto contenido de 
saponinas (que tienen propiedades específicas de comportamiento anfifílico)[40]. El extracto de saponina se basó en la extracción 
alcohólica soxhlet para aislar compuestos activos [41-43]. El extracto se caracterizó a través de FTIR, TGA, CMC y HLB. 
El valor de HLB se calculó con base en la Ecuación 1, donde (mN·m-1) es la medida IFT entre la solución acuosa con surfactante y 
tolueno. 

  ………………………………………………………………………………………………………….  Ecuación (1) 

 
 

Caracterización de nanopartículas. Las nanopartículas se caracterizaron por espectroscopia infrarroja transformada de Fourier (FTIR) 
acoplada a un espectrómetro infrarrojo IRAffinity 1S (Shimadzu Corporation, Japón) para identificación de composición química, el 
análisis termogravimétrico por TGA (Q50, Instruments) para identificación de estabilidad térmica y dispersión dinámica de luz (DLS) 
utilizando un nanoplus-3 (Micrometrics, Estados Unidos) para el tamaño de partícula.  
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Diseño del bio-nanofluido. De acuerdo con la literatura especializada, se emplean mezclas de surfactantes y co-surfactantes para 
obtener valores más bajos de IFT (correspondientes a HLD cercanos a cero) y estabilidad termodinámica en el sistema [16, 36, 37, 
44]. Así, para la mejora del rendimiento del biofluido se incluye una mezcla de bioetanol y el tensioactivo comercial SB [45] al 
componente AGC para reducir la tensión interfacial. Luego, el sistema se optimizó con la inclusión de nanopartículas a base de sílice 
para formar el bionanofluido. La tensión interfacial fue seleccionada como la propiedad objetivo debido a su importancia en los 
procesos químicos de recobro y su correlación con el número capilar. 
Así, la ruta de trabajo muestra la evaluación de tres efectos principales: 1) Efecto de la inclusión de bioetanol: como variables de 
ajuste se evaluaron relaciones de 20:80, 50:50 y 80:20 AGC:bioetanol. Posteriormente se evaluó el sistema óptimo AGC/bioetanol a 
concentraciones de 50, 100, 300, 500, 1000, 2000 y 3000 mg L-1 en el fluido de inyección (Salmuera). 2) Efecto de la inclusión de 
nanopartículas a base de sílice: Con la concentración fija del sistema AGC:bioetanol en el fluido de inyección, la capacidad de las 
nanopartículas a base de sílice (SiO2-C1, SiO2-C2 y SiO2-HR) para reducir IFT. Para ello se evaluaron concentraciones de 100, 300, 
500 y 1000 mg L-1, y 3) Efecto de inclusión de SB: teniendo fija la concentración de nanopartículas a utilizar, se determina el efecto 
del surfactante comercial sobre la IFT bajo Relaciones SB/AGC:bioetanol de 33/67, 42/58, 50/50 y 28/42 % v v-1. 

 
Las mediciones de IFT se realizaron a través de dos métodos determinados por los rangos de IFT. Para valores de IFT superiores a 1,0 
mN m-1, se utilizó el método del anillo de Du-Nouy (Kruss, Alemania)[46, 47]. Para valores por debajo de 1,0 mN m-1 se utilizó un 
tensiómetro de gota giratoria M6500 (Grace Instruments, Estados Unidos) [48]. En este método, se agrega una gota de crudo a la 
solución acuosa dispuesta en un capilar. Los valores de tensión interfacial se calculan mediante la ecuación de Vonnegut (Ecuación 
2)[49, 50]: 

 

 ………………………………………………………………………………….…………. Ecuación (2) 

 
donde,  es la IFT (mN·m-1),  diferencia de densidad,  (rpm) es la velocidad angular, D (mm) es el diámetro de la gota. 

 
Adsorción. La concentración de surfactante se seleccionó de acuerdo con los resultados óptimos de la sección de sintonización 
anterior. Inicialmente se sintonizó la solución acuosa, y luego se incluyen nanopartículas. Cada sistema se agitó a 200 rpm durante 24 
h para asegurar una adecuada dispersión e interacción [51, 52]. La capacidad de adsorción se determinó por el método 
termogravimétrico utilizando un analizador TGA (Q50, TA Instruments Inc., New Castle, EE. UU.), basado en la cuantificación de la 
descomposición másica asociada a la cantidad adsorbida respecto del adsorbente sin adsorbato. [51, 53]. La estimación de la cantidad 
de biofluido adsorbido en la superficie de las nanopartículas del horno se estimó mediante la Ecuación 3. 

     …………………………………………………………………………………………………………….…. Ecuación (3) 

 
Número capilar. El número capilar está relacionado con propiedades como IFT, condición de humectabilidad del medio poroso, 
velocidad de flujo y fuerzas viscosas, tal como se describe en la Ecuación 4[54]:  
 

  …………………………………………………………………….………………………………………..…. Ecuación (4) 

 
donde,  (Pa∙s) es la viscosidad,  (m∙s−1) es la velocidad, (N∙m−1) la tensión interfacial efectiva después de la adsorción del bio-
nanofluido en la roca y las nanopartículas, y  el ángulo de contacto [55]. Las mediciones de humectabilidad se realizaron a través de 
la medición del ángulo de contacto para evaluar las preferencias de afinidad entre la roca y los fluidos. Para aproximarse a la 
condición del yacimiento se indujo la mojabilidad al crudo mediante el proceso de añejamiento en muestras de afloramientos 
siguiendo la metodología de trabajos anteriores [56]. Luego, durante el proceso de añejamiento, los afloramientos se sumergieron en la 
respectiva solución acuosa para evaluar la presencia y ausencia de nanopartículas durante 48 h, posteriormente se secaron a 100 °C 
durante 12 h. El ángulo de contacto de cada muestra se midió utilizando un tensiómetro óptico theta (Biolin Scientific, Suecia) 
equipado con una cámara de alta definición para el sistema agua/aire/roca a la temperatura del yacimiento.  

 
Coreflooding Test. Se usaron dos muestras para el sistema de biofluido sintonizado como una línea de base y el sistema con 
nanopartículas. Las propiedades se detallan en la Tabla 1. Inicialmente, las propiedades petrofísicas como la porosidad, la 
permeabilidad efectiva al agua y al aceite se estimaron con etapas de saturación de agua y aceite de los medios porosos dentro de la 
línea base (inyección de agua como recuperación secundaria) [45]. Luego, se continúa con la inyección de tratamiento con 1 PV del 
biofluido o bionanofluido. Finalmente, se inyectaron 10 PV de salmuera para determinar el factor de recobro final. La Figura 1 
presenta el equipo usado para las pruebas. Además, para asegurar la inyectividad de los fluidos, se registró el perfil de caída de presión 
durante toda la prueba. 
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Table 1. Propiedades de los medios porosos utilizados para el escenario óptimo de inyección de biofluidos (Core 1) y bio-nanofluidos 
(Core 2). 

 
Propiedad Core 1 Core 2 

Longitud(cm) 7.3 7.5 

Diámetro (cm) 3.8 4.0 

Prosidad (%) 12 13 

Permeabilidad efectiva (mD) 148,9 154,7 

Mineralogía 50% Ottawa sand − 50% reservoir core cuts 

 

 
Figura 3. Equipo usado para las pruebas dinámicas 

 
Discusión y resultados 

 
Caracterización 
La Figura 2 muestra los espectros FTIR de la muestra de AGC y el extracto de saponina pura. Las bandas que van de 3525 a 3281 cm-
1 están relacionadas con la vibración de estiramiento de los grupos hidroxilo de la cadena de oligosacáridos de la saponina [11, 57]. 
Los picos observados pertenecían a –OH y –COOH estaban relacionados con la estructura de la glucosa y el derivado del ácido 
carboxílico [11, 57]. La banda de 1384 cm-1 muestra enlaces -OH. La absorbancia C=C se observó a 1613 cm-1, y por lo tanto, la 
absorbancia del enlace oligosacárido C-O-C se presentó a 1030 cm-1 glucósido líder conectado a las sapogeninas [58]. Estos 
resultados confirman que la extracción del AGC por extracción alcohólica fue exitosa. Además, las bandas reconocidas en este análisis 
aseguran la acción del surfactante en la interfase crudo/salmuera debido a la presencia de compuestos hidrofílicos y oleofílicos. [59, 
60].  
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Figura 2. Espectros FTIR de AGC extraído en comparación con una referencia de la literatura de saponina pura [61]. 
 

Por otro lado, en la Figura 5 se presenta el análisis termogravimétrico (TGA)en una atmosfera de aire a una tasa de calentamiento de 
30 °C/min, el cual muestra una pérdida de peso inicial entre 30 °C a 200 °C de hasta un 20% con desviaciones en la medición < 3%. 
Sin embargo, considerando una temperatura de yacimiento de 47 °C, se observa estabilidad térmica con una pérdida de < 3% en el 
peso del extracto. Por lo tanto, el extracto de AGC es térmicamente estable para la inyección en las condiciones de interés del 
yacimiento. 

 
Figura 3. TGA del AGC. 

 
La Figura 4 muestra las curvas de tensión interfacial en función de la concentración de AGC en una solución acuosa. Las 
concentraciones utilizadas son de 50-3000 mg L-1 para asegurar la concentración micelar crítica. El valor de CMC (alrededor de 770 
mg L-1) concuerda con la literatura reportada con algunas diferencias en la salinidad [62]. Además, el parámetro HLB se calculó en 
aproximadamente 15,1 unidades, que confieren un carácter hidrofílico. [63].  
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Figura 4. Tensión interfacial (σ) para la determinacion de la concentración micelar critica (CMC) a diferentes concentraciones 
de AGC. Medidas realizadas a 25°C. 

 
La Figura 5 muestra los espectros FTIR para nanopartículas utilizadas para el ajuste del sistema de bionanofluidos. Tal como se 
describió en la sección de metodología, se emplearon tres tipos de nanopartículas. Las nanopartículas de SiO2-HR se desarrollaron 
con una síntesis interna a partir de cáscara de arroz que muestra un gran potencial para utilizar recursos de desecho [64].  La Figura 5 
muestra una tendencia similar del espectro con picos que representan óxidos de sílice, mostrando grupos silano y silanol típicos [39, 
65].  

 

 
Figura 5. Espectros FTIR de las nanopartículas empleadas. 
 

En la Figura 6 se presentan las curvas de pérdida de masa de las nanopartícula sintetizadas, donde se observa alta estabilidad con 
pérdidas menores al 8%. Finalmente, se realizó el análisis de dispersión de luz dinámica de las diferentes nanopartículas, asegurando 
el tamaño nanométrico. Por lo tanto, los resultados muestran el tamaño de 9,5 nm, 10,0 nm y 11,5 nm para las nanopartículas SiO2-
C1, SiO2-HR y SiO2-C2, respectivamente. Dichos resultados muestran que los nanomateriales evaluados son de tamaño nanométrico 
(1-100 nm). Se pueden inyectar en el reservorio sin generar daños asociados a la obstrucción de las gargantas de los poros [66-68]. 

 
Figura 6. Análisis TGA de las nanopartículas usadas. 

 
Efecto del bioetanol 

La Figura 7a muestra la tensión interfacial para diferentes relaciones AGC:bioetanol para evaluar el efecto de la inclusión de este 
codisolvente. La concentración del sistema AGC:bioetanol se fijó en 1000 mg L-1 con fines comparativos. Esta concentración fue 
seleccionada considerando que en la inyección de surfactantes como los métodos EOR, debe realizarse por encima de la CMC (~770 
mg L-1) [69].  Se observa que bajo una relación AGC:bioetanol de 80:20, el rendimiento de la solución biofluida mejora, mostrando 
una reducción del 6% en el IFT. Esto proporcionaría una mayor rentabilidad al reducir la cantidad de AGC necesaria para obtener una 
reducción significativa en la tensión interfacial [70, 71].  La figura 7b muestra la relación entre la concentración de AGC:bioetanol 
(80:20) en la salmuera y la tensión interfacial. La tensión interfacial fue de 12.7, 12.3, 11.7, 9.2, 9.5 y 9.8 mN m-1 para las 
concentraciones de 50, 100, 300, 1000, 2000 y 3000 mg L-1, respectivamente. Lo que corresponde a reducciones de 56.9, 58.3, 60.33, 
68.8, 67.7 y 66.8%, respectivamente, respecto al sistema base (29.5 mg L-1). Así, dosis inferiores y superiores a 1000 mg L-1) 
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aumentan la tensión interfacial. Por ello, la concentración de 1000 mg L-1 de AGC:bioetanol se fija en una relación de 80:20 en la 
salmuera para los siguientes ensayos. 

 

 
Figura 7. a) Tensión interfacial para relaciones de 20:80, 50:50 y 80:20 AGC:bioetanol a una concentración fija de AGC de 1000 mg 
L-1. b) Tensión interfacial para concentraciones de 50, 100, 300, 1000, 2000 y 3000 mg L-1 de AGC en salmuera en relación 80:20 
AGC:solución de bioetanol. 
 
Efecto de nanopartículas 
La Figura 10 resume los datos obtenidos a partir de la inclusión de los nanomateriales. Para el sistema AGC:bioetanol sintonizado, se 
agregaron concentraciones de 100, 300, 500 y 1000 mg L-1 de las nanopartículas y se evaluó la reducción de la tensión interfacial. Se 
observa una mayor tensión interfacial al aumentar la concentración de nanopartículas a base de sílice utilizadas para los casos 
considerados. Este comportamiento se debe a la alta adsorción del sistema AGC:bioetanol en las nanopartículas, lo que evita que el 
surfactante se ubique en la interfase crudo/salmuera. [72, 73].  
Sin embargo, para una concentración baja de 100 mg L-1 se obtiene una reducción de 80.2, 80.7 y 81.7% para las nanopartículas 
SiO2-C1, SiO2-C2 y SiO2-HR, respectivamente, respecto al sistema en ausencia de nanopartículas. Esto sugiere la capacidad de los 
nanomateriales evaluados para reducir la tensión entre el crudo y la salmuera. Esto podría deberse a que las micelas del tensioactivo se 
adsorben uniformemente en las nanopartículas, lo que permite una distribución eficiente del biofluido en la interfaz crudo/salmuera 
mediante interacciones electrostáticas. 

 
Figura 8. Mediciones de tensión interfacial para el AGC:bioetanol (80:20) y dosificaciones de 100, 300, 500 y 1000 mgL-1 de 
nanopartículas a base de sílice de Sigma-Aldrich (SiO2-C1), nanopartículas a base de sílice a partir de cascarilla de arroz (SiO2-HR) y 
nanopartículas comerciales a base de sílice (SiO2-C2). 
 
Efecto de surfactante SB 
Los resultados de las secciones anteriores mostraron que la interacción AGC: bioetanol/nanopartículas basadas en sílice genera 
reducciones sustanciales en las mediciones de tensión interfacial, lo que es prometedor para su implementación en procesos EOR. No 
obstante, es necesario obtener tensiones por debajo de 1 × 10-1 mg L-1 (Figura 9). Por ello, se incluye el tensioactivo comercial (SB) 
y, de esta forma, favorece una sinergia entre tensioactivos de diferente naturaleza a través de una mezcla de tensioactivos [35].   
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Se observa que solo la inclusión del surfactante comercial SB reduce la tensión interfacial del sistema en ausencia de nanopartículas 
de 9.2 mg L-1 a 0.369 mg L-1 para una relación 1:1 (SB/AGC:bio -etanol). Mientras que, en presencia de las nanopartículas de SiO2-
HR a 100 mg L-1, se obtiene una reducción del 90,47%, pasando de 1,68 mg L-1 a 0,16 mg L-1. Esta reducción adicional se debe a 
que la presencia de un tensioactivo aniónico (SB) mejora las interacciones dipolo-dipolo entre las nanopartículas y el biofluido. Por lo 
tanto, la entrega inteligente del surfactante en la interfase crudo/salmuera es más eficiente [74].  

 
Figure 9. Medidas IFT en presencia del surfactante SB. 

 
Adsorción 

 
Como factor crucial en los procesos de EOR, el proceso de adsorción proporciona información valiosa relacionada con la 

interacción del sistema entre los medios porosos, los productos químicos tensoactivos e incluso las nanopartículas. En el proceso 
tradicional de inundación con surfactante, el proceso de adsorción en la superficie de la roca puede tener un valor significativo que 
conduce a la reducción de las moléculas de surfactante para la interacción de la interfaz agua/petróleo crudo. Así, para el 
entendimiento de la interacción sobre el bionanofluido sintonizado, se desarrollaron isotermas de adsorción sobre areniscas por 
método termogravimétrico con arena de Ottawa como adsorbente y el bionanofluido como adsorbato en dosis de 100, 500 y 1000 mg 
L-1. La Figura 12a muestra la tendencia de la isoterma en arena siguiendo la forma tipo I según la clasificación IUPAC, que puede 
estar asociada a la formación de micelas (CMC = 770 mg·L-1) gracias a la capacidad de solvatación de los iones disueltos en la 
salmuera sintética, limitando la adsorción en la superficie de la roca está relacionada con moléculas individuales libres en el fluido en 
lugar de agregados de surfactante. Sin embargo, se observa que estos valores están entre 3259-3770.86 μg g-1, lo que indica que la 
nanopartícula de SiO2-HR está adsorbiendo el surfactante, evitando que sea adsorbido en el medio poroso, como se muestra en la 
Figura 12b. Los resultados concuerdan con estudios previos sobre la adsorción de tensioactivos en la arena. 
Tanto para la adsorción sobre la roca como para la adsorción sobre las nanopartículas de SiO2-HR, se observó una disminución de la 
adsorción del bio-nanofluido con el aumento de la temperatura. Este comportamiento se debe a que las moléculas de adsorbato (bio-
nanofluido) tendrán mayor energía a mayor temperatura, reduciendo la capacidad de interacción con el medio poroso y las 
nanopartículas de SiO2-HR. Este comportamiento indica que la adsorción en la roca en condiciones de yacimiento es desfavorable, lo 
que favorece el proceso de recuperación mejorada al llevar efectivamente el surfactante a la interfaz de petróleo crudo/salmuera. [75, 
76]. 
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Figura 10. Isotermas de adsorción 

 
 

 
Número capilar 

 
Los resultados se muestran en la Figura 14. El número de capilares aumenta en la dirección de salmuera < biofluido < bio-nanofluido 
con valores de 7,68 × 10-8, 1,01 × 10-5 y 1,58 × 10-5, respectivamente. Este comportamiento se debe a los resultados obtenidos para 
el sistema en presencia del bio-nanofluido en términos de tensión interfacial (IFT < 1 × 10-1), y humectabilidad (< 90°) y está de 
acuerdo con los resultados encontrados en trabajos previos, exhibiendo un fenómeno sinérgico con mayor Nc para el sistema en 
presencia de los nanomateriales SiO2-HR. La expresión del número de capilaridad se relaciona directamente con el factor de recobro, 
siendo una primera aproximación de lo que se puede esperar en una posible inyección de este tipo de bio-nanofluido sintonizado en el 
yacimiento. Esta expresión relaciona las fuerzas viscosas y capilares y los fenómenos de adsorción involucrados en la presencia de 
nanomateriales de SiO2-HR. Por tanto, con los resultados obtenidos, se espera que la inyección del bio-nanofluido en un medio poroso 
en condiciones dinámicas sea exitosa. 

 
Figura 11. Número capilar 

 
Pruebas dinámicas. 

 
Finalmente, la Figura 16 presenta los resultados de recuperación de crudo en condiciones de yacimiento para inyección de bio-

nanofluido ajustado para este trabajo. Así, considerando que la inyección del sistema bionanofluido se realizó en golpes de 0.33 VPI 
en orden decreciente de dosis, inicialmente 1000 mg L-1 del sistema bionanofluido sintonizado, luego a 750 mg L-1 y finalizando con 
500 mg L-1 a la temperatura y presión del yacimiento. 

De acuerdo a los resultados obtenidos, se evidencia un incremento del 9.3% en el factor de recobro con la inyección del 
tratamiento sintonizado, presentando una pendiente pronunciada apenas inicia la inyección de persecución de agua, lo que indica una 
disminución de los procesos de adsorción en el medio poroso además de los demás beneficios impartidos por la inclusión de 
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nanomateriales que finalmente permiten recuperar un mayor porcentaje de crudo adicional. Adicionalmente, la Figura 16 muestra el 
monitoreo de la inyectividad a través de diferenciales de presión, los cuales dan cuenta de la nula alteración que presenta el sistema al 
ser inyectado en un medio poroso, lo que se traduce en favorable para su inyección continua en el yacimiento sin presentar bloqueos 
que afecten la integridad del mismo. medio. 

 
 

Figura 12. Factor de recobro con biofluidos. 

 
Conclusiones 

El desarrollo de este trabajo permitió demostrar el gran potencial que tienen algunos productos agrícolas como materia prima 
para sintetizar surfactantes de base biológica. De acuerdo con el diseño de mezcla realizado para el ajuste del surfactante de base 
biológica, se encontraron resultados sobresalientes al agregar codisolventes alcohólicos como el etanol. Se obtuvo un buen desempeño 
en las relaciones AGC:bioetanol (80:20 % v v-1). El uso de este tipo de solvente también presenta una excelente oportunidad para 
aprovechar los recursos provenientes de los residuos agroindustriales. 

Por otra parte, la modificación del tensioactivo de base biológica afinado con nanopartículas de SiO2-HR a 100 mg L-1 
sintetizado a partir de cascarilla de arroz mejora las características del tensioactivo de base biológica: Bio-Etanol (80:20), obteniendo 
un valor de IFT de 1.46 mg L-1 una reducción significativa del 82%, resultado que luego se ve potenciado con la inclusión de un 
surfactante aniónico (SB) comercial, que por efecto de las interacciones AGC:bioetanol/SB favorece una disminución más 
significativa de la IFT a valores de hasta 0,16 mg L-1. 

Además, la inclusión de nanopartículas genera un valor añadido en el sistema biofluido ya que, además de tener un carácter 
bio/eco, tiene los diferentes beneficios de la inclusión de nanomateriales en cuanto a cambios en IFT, cambios en mojabilidad y 
reducción de la adsorción en el medio poroso, representada numéricamente con la estimación de la expresión del número capilar. 
Finalmente, es importante destacar los resultados obtenidos en las pruebas de desplazamiento, que corroboran el gran potencial del 
Bio-Nanofluido sintonizado para aumentar el factor de recobro en condiciones reales de temperatura y presión del yacimiento. 
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