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RESUMEN 

 

 

El presente trabajo de investigación abarca un estudio geoquímico de cinco muestras de crudo 

provenientes de los niveles productores “B”, “C”, “D” y “E”, de la formación Socorro, 

correspondiente al campo Pacoa. El objetivo de este estudio es inferir las características de 

la materia orgánica precursora, ambiente deposicional, madurez térmica de la(s) roca(s) 

madre(s), y grado de biodegradación por medio del estudio de biomarcadores en la fracción 

de hidrocarburos aromáticos. Los biomarcadores aromáticos, fueron analizados mediante 

cromatografía de gases acoplada a la espectrometría de masas (GC-MS). A partir de este 

estudio se determinó que las muestras de crudo proceden de la misma familia.  Probablemente 

provienen de una roca generadora lutítica, con aporte de materia orgánica marina, depositada 

bajo condiciones subóxicas a disóxicas. Exhiben un nivel de madurez térmica 

correspondiente a la ventana de generación de crudo, y un grado ligero de biodegradación 

(PM-2) en la escala de Peters y Moldowan (1993). 

 

 

 

PALABRAS CLAVE: BIOMARCADORES / AROMÁTICOS / MATERIA 

ORGÁNICA / PALEOAMBIENTE / MADUREZ / BIODEGRADACIÓN. 
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ABSTRACT 

 

 

This research includes a geochemical study of five crude oil samples from levels "B", "C", 

"D" and "E" levels of the Socorro formation to the Pacoa field (Santa Elena, Ecuador). The 

principal aim was to infer the characteristics of the precursor organic matter, depositional 

environment, thermal maturity of the source rock(s), and degree of biodegradation through 

the interpretation of aromatics biomarkers. These elements were analyzed by gas 

chromatography coupled with mass spectrometry (GC-MS). The result of this study shows 

all samples come from a shaly source rock, with marine organic matter input, deposited under 

suboxic conditions and seems to belong to the same oil family and consequently the same 

source rock. Additionally, all samples exhibit a level of thermal maturity corresponding to 

the crude generation window, and a slight degree of biodegradation (PM-2) on the Peters and 

Moldowan (1993) scale. 
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CAPÍTULO I: INTRODUCCIÓN 

 

 

1.1   PROBLEMA DE INVESTIGACIÓN. 

La península de Santa Elena es un área importante en la industria hidrocarburífera, y cuenta 

con dos campos petroleros principales: Pacoa y Ancón. A pesar de que se conoce que estos 

dos campos producen especialmente de los niveles productores de la formación Socorro, no 

se sabe si los crudos producidos por ambos campos tienen un vínculo genético. Dado a lo 

mencionado, no es posible afirmar la existencia de uno o varios sistemas petroleros que 

alimenten el campo Pacoa y Ancón. Por lo tanto, surgen las siguientes incertidumbres: la 

primera plantea que los crudos provienen de una misma roca madre y se fundamenta en las 

características físicas semejantes en los crudos, lo que establecería de una manera acertada 

el sistema petrolero; la segunda está relacionada con la variación en las propiedades físicas 

de las muestras, que pueden plantear la existencia de una roca madre diferente o procesos de 

alteración secundaria que hayan afectado a los crudos provenientes de una roca madre común 

dando como resultado un crudo más pesado. 

 

No hay estudios que brinden la información necesaria para determinar las características de 

la roca madre y ambiente deposicional del Campo Pacoa, que permitan resolver las 

incertidumbres mencionadas. Sin embargo, en caso de haber estudios relacionados son de 

carácter privado de las compañías petroleras, dejando a los investigadores y futuras 

exploraciones petroleras con la incógnita sobre el sistema petrolero de la provincia. En base 

a esto, surge la necesidad de documentar información geoquímica del campo bajo estudio y 

su correlación con los crudos del campo productor cercano. 

 

El análisis de biomarcadores en las muestras de crudos del campo Pacoa es el inicio de 

estudio para conocer el sistema petrolero del campo, puesto que, a partir del análisis de la 

fracción aromática se obtendrá información relevante acerca de la litología de la roca madre, 
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tipo de materia orgánica precursora y sobre todo madurez térmica, permitiendo tomar 

decisiones acertadas sobre los blancos exploratorios.  

  

1.2   JUSTIFICACIÓN. 

El campo petrolífero Pacoa, ubicado en la provincia de Santa Elena, presenta los elementos 

de un sistema petrolero exitoso. El campo mencionado no dispone de información 

geoquímica suficiente, de manera que, se requiere mayor detalle de las posibles rocas madre, 

por lo tanto, es ineludible aplicar la Geoquímica, siendo esta una de las disciplinas que más 

información puede aportar con respecto a la caracterización de rocas madre, origen 

sedimentario y maduración térmica.  

 

El estudio de la distribución de biomarcadores dentro de la fracción de hidrocarburos 

aromáticos y las relaciones entre diversos homólogos tales como: Fenantreno, 

metilfenantrenos, son utilizados en diversos estudios de correlación de crudos dado que la 

relación de dichos compuestos ha sido empleada como indicadores de madurez térmica de la 

materia orgánica de crudos. Así mismo la distribución del dibenzotiofeno y su relación con 

el fenantreno son empleados como indicadores de litología de la roca madre (Hughes et al., 

1995). 

 

Por consiguiente, a partir de los resultados obtenidos de la interpretación de datos se puede 

establecer una analogía, con los rasgos geoquímicos de las rocas madres del crudo de la 

Formación Socorro en el campo Ancón, de manera que se podrá establecer una base de datos 

con la información geoquímica del campo de estudio, beneficiando a industria petrolera con 

respecto a los sistemas petroleros operante y en la toma de decisiones en relación con la 

exploración. 

 

1.3   ANTECEDENTES. 

La geoquímica orgánica en la industria petrolera involucra un estudio detallado de las 

características geoquímicas de los fluidos producidos en cada pozo de un campo, de manera 

que, está orientada a identificar la roca generadora de hidrocarburos y la madurez térmica del 
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petróleo, por lo tanto, su aplicación a cobrado importancia en el transcurso del tiempo, 

volviéndose indispensable como un método de prospección petrolera para la búsqueda de 

acumulaciones de hidrocarburos a través de la caracterización de los elementos que controlan 

la riqueza y distribución de las rocas generadoras de petróleo, lo que provee información 

importante para el modelado de cuencas y sistemas petroleros(Later y Aplin, 1995). 

 

Se presentan a continuación algunos de los trabajos dedicados a la geoquímica del petróleo. 

Munté (2016) realizó estudios de biomarcadores en 19 muestras de crudo correspondientes a 

la formación Barcaliente y parte basal de la formación Valdeteja en la sección de las Hoces 

de Valdeteja (Manto de Bodón, Nueva León). Mediante cromatografía de gases-

espectrometría de masas (GC-MS) analizaron la fracción alifática y aromática. El autor de 

dicha investigación concluyó que los hidrocarburos alifáticos y aromáticos indicaron que la 

materia orgánica tuvo lugar en un ambiente reductor y es de origen autóctono con 

contribución de materia orgánica terrestre en ambas formaciones, y determinaron que en 

ambas formaciones no se ha alcanzado un alto grado de madurez térmica.  

 

Rodríguez (2014) efectuaron estudios geoquímicos orgánicos con una muestra de crudo 

obtenido de la cuenca Oriente del Ecuador en la Provincia del Napo. El análisis de 

biomarcadores se realizó sobre las fracciones de saturados y aromáticos mediante 

cromatografía de gases acoplada a espectrometría de masa (GC-MS), a partir de los 

resultados obtenidos se determinó que la materia orgánica precursora del crudo corresponde 

a ambiente deposicional marino, generados a partir de una roca madre carbonática marina, el 

medio sedimentario es de carácter fuertemente reductor y presenta madurez térmica 

intermedia.  

 

Quero et al. (2007) llevaron a cabo estudios en 13 muestras de crudo tomadas de un 

afloramiento de la formación La Luna en estado de Táchira, Venezuela. Estas muestras 

fueron analizadas mediante cromatografía de gases-espectrometría de masas (CG-EM). Las 

relaciones pristano/fitano indicaron condiciones de sedimentación suboxicas-disoxicas, a 

partir del análisis de la fracción aromática (Fenantreno, metilfenantreno y dibenzotiofenos) 

los autores concluyeron un alto grado de madurez térmica lo que indican la potencialidad de 

generación de hidrocarburos. En base a la fracción saturada y aromática se determinó que el 
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aporte de materia orgánica de la formación La Luna fue mixto, es decir, con predominancia 

de la materia orgánica marina sobre la terrestre. 

Tomas y Acuña (2022)realizaron estudios de caracterización geoquímica en 5 muestras de 

crudo de la formación Magallanes de la cuenca Austral, tomadas de distintos pozos del 

yacimiento. Las muestras fueron analizadas mediante la obtención de las fracciones de la 

separación previa del crudo en asfaltenos y máltenos y posterior a esto por cromatografía 

sólidos- líquidos en hidrocarburos saturados, aromáticos y resinas. Los resultados obtenidos 

en todas las muestras fueron similares, en la relación pristano/fitano indica condiciones de 

oscilación y sedimento orgánico tipo mixto marino continental y un aporte secundario de 

materia orgánica proveniente del continente, depositadas en condiciones de reducción 

moderada. 

Ogala y Akaegbobi (2015) analizaron siete muestras de crudo de la formación Maastrichtiana 

en Cuenca de Anabra mediante cromatografía de gases acoplada a la espectrometría de masas 

y enfocaron su estudio en el cromatograma de masas de naftalenos, fenantrenos, 

dibenzotiofenos y sus derivados para determinar la madurez térmica del crudo y materia 

orgánica precursora, a partir de la interpretación de datos obtuvieron que los querógenos se 

formaron a partir de materia orgánica de origen mixto (terrestre y marino) e indicaron un 

índice de madurez elevada. 

Adedosu y Sonibare (2011) estudiaron la fracción aromática de trece muestras de crudo 

obtenidas de la formación Awgu y Mamu en Nigeria. Los autores identificaron el naftaleno, 

fenantreno y dibenzotiofeno. A partir de la distribución de los alquilnaftalenos y los 

parámetros paleoambientales calculados determinaron que la materia orgánica se depositó en 

un ambiente lacustre y/o fluvio – deltaico. La formación Awgu presenta aporte de materia 

orgánica mixta, mientras que la formación Mamu, consiste en aporte de materia orgánica 

terrestre. Los índices de madurez obtenidos indicaron que las muestras se encuentran en la 

ventana de petróleo tardía.   

 

Tomas y Vargas (2021) realizaron estudios sobre muestras de crudo de la Cuenca Austral y 

del Golfo de San Jorge. Emplearon el análisis geoquímico de la fracción de hidrocarburos 
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aromáticos para determinar la madurez térmica de los mismos. En base al fragmentograma 

m/z 198 correspondiente a los meltilfenantrenos determinaron el índice de IMP - I y base los 

valores obtenidos concluyeron que los crudos muestran niveles de madurez en la ventana de 

generación de crudo.  

 

1.4   HIPÓTESIS 

La caracterización geoquímica de los crudos producidos en el Campo Pacoa tienen relación 

genética y provienen de la misma roca madre del bloque Gustavo Galindo Velasco. 

 

1.5   OBJETIVOS 

2.1.1 Objetivo General. 

Caracterizar geoquímicamente cinco muestras de crudos del campo Pacoa, mediante 

el análisis de biomarcadores en las fracciones aromáticas, para la determinación de las 

características de la materia orgánica precursora y madurez térmica de la(s) roca(s) madre(s). 

2.1.2 Objetivos Específicos. 

✓ Estimar la madurez térmica de las muestras de crudos analizados empleando la 

distribución de biomarcadores aromáticos a fin de establecer correlaciones crudo-

crudo. 

 

✓ Establecer el origen y el ambiente deposicional de la materia orgánica precursora de 

los crudos estudiados. 

 

✓ Evaluar la distribución de los biomarcadores aromáticos para determinar el grado de 

biodegradación de los crudos. 
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1.6   ALCANCE 

Esta propuesta de desarrollo se fundamenta en el análisis e interpretación de los datos 

obtenidos de las cinco muestras de crudo del campo Pacoa de la Formación Socorro 

provenientes de los niveles “B”, “C”, “D” y “E”; el cual se encuentra ubicado en el Bloque 

1, campo Pacoa, perteneciente a la cuenca Progreso de la provincia de Santa Elena. La 

finalidad es de inferir las características geoquímicas del paleo-ambientales de la(s) rocas 

madre(s), de tal forma contribuir a mejoramiento de la caracterización geoquímica del campo 

examinado para así establecer la relación o rasgos genéticos comunes con los campos 

procedentes del campo Ancón. 

 

1.7   VARIABLES  

2.1.3 Variables dependientes. 

✓ Biomarcadores aromáticos. 

✓ Relación entre biomarcadores. 

 

2.1.4 Variables independientes. 

✓ Condiciones del muestreo. 

✓ Estado de calibración de los equipos utilizados para el análisis de cromatografía de 

gases. 

✓ Grado de biodegradación de las muestras tomadas. 

✓ Madurez del crudo. 

✓ Materia orgánica precursora
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CAPÍTULO II: MARCO TEÓRICO 

 

 

2.1  MARCO GEOLÓGICO. 

2.1.2  Ubicación geográfica.  

El campo Pacoa, Bloque 1, está ubicado en la provincia Santa Elena, cantón Santa 

Elena, dentro de las comunas: Santa Rosa, San Pablo, Cerro Alto y Morrillo. La extensión 

topográfica del Bloque 1 es de 4000 km2, de los cuales 3000 km2 son off-shore, y 1000 km2 

son parte de la extensión territorial Molina, (2015), como se muestra en la Figura 1. 

 Figura 1. Ubicación geográfica del campo Pacoa – Bloque 1 (Secretaría de hidrocarburos, 2021) 
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2.1.2  Marco geológico regional 

Ecuador está ubicado en la costa pacífica de América del Sur. La geología ecuatoriana 

está caracterizada por la presencia de la cadena orogénica los Andes, que divide al país en 

tres regiones geográficas: región Costa, caracterizada por la presencia de cuencas antearco; 

región Sierra, formada por un segmento volcánico activo y región Amazónica representada 

por una cuenca antepaís (Benítez et al., 1995).   

 

La costa sur del Ecuador es un terreno acrecionado subyacente a una corteza oceánica 

formada durante el Cretácico medio, y su evolución geológica está caracterizada por 

diferentes eventos tectónicos que tuvieron lugar durante el Paleoceno tardío, Eoceno 

temprano y Eoceno tardío (Hughes y Pilatasig, 2002; Jaillard et al., 1995). El antearco 

ecuatoriano se formó luego de la acreción de terrenos oceánicos provenientes de arcos 

insulares como los terrenos de Pallatanga, Piñón y sus cubiertas volcanoclásticas 

relacionadas abarca las Cuencas del Guayas, Progreso y Manabí (Feininger, 1987; Jaillard et 

al., 2009; Kerr et al., 2002).   

 

 Durante el Paleoceno tardío se produjo la colisión del arco interoceánico remanente 

Cayo con el margen continental andino, dando como resultado una severa deformación de 

toda el área costera, y el cabalgamiento de la cordillera Chongón – Colonche incluyendo 

diferentes áreas de Manabí. Al final del periodo tuvo lugar la deposición de turbiditas de 

grano grueso ricas en cuarzo que constituyen el relleno de la primera cuenca antearco 

(Jaillard et al., 1997; 1995) .  

 

En el Eoceno temprano se originó un nuevo evento tectónico que provocó el 

levantamiento de toda el área. El límite del Eoceno temprano – medio está caracterizado por 

una transgresión asociada a la subsidencia extensional de la cuenca formada en el Paleoceno 

tardío. Durante este periodo también se formó una nueva cuenca antearco que fue rellenada 

por sedimentos lutíticos y arenosos. Este acontecimiento geológico estuvo seguido de una 

discontinuidad relacionada con la colisión definitiva de la Costa con el margen andino y por 

último la Costa emergió hasta la formación de nuevas cuencas en el Oligoceno – Mioceno 

(Jaillard et al., 1995). 
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2.1.3  Marco geológico local.  

 El campo Pacoa se encuentra en la cuenca Progreso, la cual se 

caracteriza por poseer forma triangular. Está localizada en el suroeste de Ecuador y 

noroeste de Perú (Figura 3), en el norte esta demarcada por la cordillera Chongón – 

Colonche, al oeste por un complejo de acreción del neógeno relacionado con la 

subducción de la placa de Nazca a lo largo de la fosa Atacama (Perú – Chile), y al 

suroeste limita con la falla La Cruz (Deckelman et al., 2008). Además, abarca las 

subcuencas Esperanza y Jambelí y comprende Formaciones Zapotal, Villingota, Dos 

Bocas, Subibaja, Socorro y Progreso (Witt et al., 2006; 2019).

 

La cuenca Progreso comenzó a formarse luego del levantamiento del Alto de Santa 

Elena durante el Oligoceno temprano, con la alteración de un ambiente continental a 

un ambiente marino somero (Witt et al., 2019). La apertura de cuenca Progreso, 

estuvo dada por el movimiento de rotación en sentido antihorario de la falla La Cruz, 

a lo largo de la zona de Megacizallas Dolores – Guayaquil (Shepherd y Moberly, 

1981), hasta formar la falla Chongón – Colonche.   

 

Este movimiento generó la rotación antihoraria de la cordillera Chongón – Colonche 

durante el Oligoceno y el Mioceno temprano, en donde se puede identificar 

estructuras contraccionales asociadas a la extensión y rotación, que dieron lugar a la 

cuenca Progreso (Aguilar et al., 2009; Deniaud et al., 1999). Está rotación refleja una 

extensión profunda asociada con el hundimiento generalizado de la cuenca, la 

apertura de la cuenca Progreso estuvo probablemente acompañada por un sistema de 

fallas de abanico listico al oeste de la falla La Cruz (Feininger, 1986). 

 

Posteriormente en el Mioceno medio – superior se produjo una reactivación de 

eventos tectónicos que implicó el levantamiento andino y la formación de fallas a lo 

largo de la Cuenca Progreso (Deckelman et al., 2008; Higley, 2004).  
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La Cuenca Progreso se superpone al basamento cristalino máfico con afinidades de 

meseta oceánica de la Provincia Ígnea Grande del Caribe y a un basamento 

continental autóctono, al sur de la falla Jubones – Tumbes. La cuenca incluye gruesas 

unidades sedimentarias de la edad pre – cenozoica a cuaternaria (Alvarado et al., 

2016; Márquez et a., 2022; Witt et al., 2019).  

 Figura 2. Elementos tectónicos principales y cuencas del suroeste ecuatoriano y 

noroeste de Perú (Higley, 2004) 
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 En el campo Pacoa se han distinguido unidades sedimentarias 

desde el Cretácico tardío al Terciario inferior, exhibe estructuras plegadas y con 

discordancias. En la base de la secuencia estratigráfica se encuentra la formación 

Piñón y Cayo, las cuales presentan una discordancia erosiva.  Las principales 

unidades litológicas del Eoceno medio son: la formación Clay Pebble Beds 

constituida por conglomerados basálticos y lutitas, la formación Socorro constituida 

por lutitas y areniscas al igual que la formación Seca, la cual presenta cierto grado de 

erosión  (Aizprua et al., 2019; Benítez et al., 1995; Higley, 2004).

 

➢ Formación Piñón.  Aflora lo largo de los cerros Chongón – Colonche, está definido 

como un basamento ígneo formado por rocas basálticas, toleítica metamorfoseadas y 

gabros acumulados instruidos por doleritas masivas que forman una red de diques 

(Lebras et al., 1987; Luzieux et al., 2006). Exhibe pequeños de lutitas tobáceas 

interestratificadas (Aizprua et al., 2019). 

 

➢ Formación Cayo. Se encuentra sobre la formación Piñón, está presente en ambos 

lados de la falla Chongón – Colonche (Higley, 2004). Comprende brechas volcánicas, 

areniscas tobáceas de color café a verde oscuro y gris; lutitas y tobas lapilli, presenta 

intercalaciones de conglomerados volcanoclásticos de grano fino y grueso (Feininger 

et al., 1980; Jaillard et al., 1995).  Benítez, (1990) menciona que la formación Cayo 

se depositó en un ambiente marino poco profundo. 

 

➢ Formación Santa Elena. Pertenece al Cretácico tardío, está cubierta discordantemente 

por la formación Azúcar.  Emerge al sur de la cordillera Chongón – Colonche y a lo 

largo de la falla La Cruz. Está compuesta por depósitos turbidíticos, lutitas, areniscas 

silicificadas, pelitas silíceas localmente tobácea, y chert gris (Jaillard et al., 1993). La 

formación Santa Elena se caracteriza por presentar fallas y pliegues de orientación 

este a oeste, y el desarrollo de clavijes  (Jaillard et al., 1995; Malone et al., 1999). 
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➢ Grupo Azúcar.  Aflora en el levantamiento Santa Elena, y está conformada por una 

secuencia de conglomerados, areniscas y lutitas, abarca tres formaciones principales.  

La parte basal corresponde a la formación Estancia, cuya litología consiste en 

cuarcitas areniscas micáceas de grano fino de color rojo ladrillo, verde a gris verdoso 

y presenta lutitas silíceas (Aguilar et al., 2009; Benítez et al., 1995). 

 

La formación Engabao es una sucesión de areniscas con intercalaciones de pelitas y 

conglomerado, exhibe evidencias fósiles. La formación Chanduy constituye la parte 

superior del grupo Azúcar está caracterizada por la presencia de capas gruesas de 

conglomerados con cantos rodados de cuarcitas y una secuencia de areniscas grises 

silíceas e intercalaciones de lutitas (Benítez et al., 1995). 

 

➢ Formación El Rosario. Comprende un conglomerado basal depositado en un 

ambiente marino somero a profundo tectónicamente activo, sobre esta formación yace 

una discordancia correspondiente al Paleoceno - Eoceno (Buitrón, 2018). 

 

➢ Grupo Ancón. Aflora en los acantilados al sur del Campo Ancón, se superpone en 

discordancia a la formación EL Rosario y grupo Azúcar. Esta subdivida en tres 

diferentes unidades: la formación Clay Pebble Beds, comprende una litología 

arcillosa, cantos rodados, conglomerados, chert y calizas (Benítez et al., 1995; 

Feininger, 1987; Malone et al., 1999); la formación Socorro, abarca lutitas y limolitas 

intercaladas con arenisca turbiditas de grano fino a medio (Murray, 1925); la 

formación Seca, engloba argilitas de color gris verdoso con intercalaciones de 

arenisca fina, y lutitas yesíferas de color gris. 

 

La formación Punta Ancón, presenta una base erosiva, la litología presente es: 

areniscas tobáceas gruesas con intercalaciones de lutita (Sheppard, 1937); hay capas 

con restos de gasterópodos, restos de carbón lenticular fino, conglomerado y cantos 

rodados blandos (Jaillard et al., 1993). 
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Figura 3. Elementos tectónicos principales y cuencas del suroeste ecuatoriano y noroeste de Perú 

(Higley, 2004) 
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2.2  CARACTERÍSTICAS GEOQUÍMICAS DE LA ROCA MADRE 

La roca madre se define como una roca sedimentaria de grano fino, rica en materia orgánica. 

Al someterse a altas temperaturas durante un extenso periodo de tiempo, es capaz de generar 

y expulsar hidrocarburos (Aminzadeh y Dasgupta, 2013; Nabil, 2018). 

 

2.2.1  Materia orgánica precursora. 

 Los principales contribuyentes 

químicos de la materia orgánica son los carbohidratos, proteínas, lípidos y ligninas 

(Tissot y Welte, 1984).

 

➢ Carbohidratos. Los carbohidratos incluyen azúcares individuales (glucosa), almidón 

y celulosa (polisacáridos). Se encuentran entre los constituyentes más habituales de 

las plantas, formando los tejidos de sostén de estas. Son considerados como fuente de 

energía y constituye una principal fuente de contribución de materia orgánica en los 

sedimentos (Killops y Killops, 2005; Waples, 1985) 

 

➢ Proteínas. Son polímeros compuestos por uno o más aminoácidos unidos entre sí a 

través de enlaces carbono-carboxilo y nitrógeno, se degradan durante la actividad 

microbiana en aminoácidos y péptidos (Selley y Sonnenberg, 2015; Speight, 2006). 

Figuran la mayor parte del nitrógeno presente en los organismos. Estos compuestos 

se encuentran principalmente en animales y en menor medida en plantas y en 

ambientes acuosos (Killops y Killops, 2005; Tissot y Welte, 1984)  

 

➢ Lípidos. Son compuestos que comprenden aceites, grasas, ceras, terpenoides, 

esteroides y fosfolípidos. Son insoluble en agua y se los puede encontrar en la 

superficie de las hojas. Se caracterizan por producir mayor cantidad de hidrocarburos 

que otros compuestos (Tissot y Welte, 1984; Waples, 1985). 
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➢ Ligninas, taninos y resinas. La lignina, constituye el tejido de soporte de las plantas 

y el tanino son sustancias colorantes que se encuentran en plantas superiores, hongos 

y algas. Ambas están caracterizadas por poseer estructuras aromáticas (fenólicas). Las 

resinas se caracterizan por su resistencia a los ataques químicos y están presentes en 

maderas y hojas (Lorenzo et al., 2018; Tissot y Welte, 1984).  

 

➢ Macerales. Son los constituyentes individuales del carbón, y son reconocibles 

microscópicamente. Dependiendo de su participación cuantitativa, cumplen un papel 

importante en la determinación de la capacidad de generación de hidrocarburos de la 

roca madre. Los macérales se dividen en los siguientes grupos principales: vitrinita, 

caracterizada por ser el componente principal de los carbones húmicos; interinita, se 

distingue por tener un bajo potencial para la generación de hidrocarburos y la exinita, 

presenta un alto potencial generador de hidrocarburos (Killops y Killops, 2005; Selley 

y Sonnenberg, 2015).  

 

 El tipo de querógeno es empleado para denotar el tipo de 

materia orgánica presente en la roca.  El querógeno es definido como el componente 

orgánico de las rocas sedimentarias que no es soluble en solventes orgánicos (Tissot 

y Welte, 1984) . El tipo de materia orgánica se puede clasificar de acuerdo con las 

relaciones H/C y O/C (Tabla 1).

 

➢ Querógeno tipo I.  Está compuesto principalmente por lípidos derivados de aceites, 

grasas y ceras, presenta baja cantidades de compuestos aromáticos. Se forma en 

ambientes lacustritos y tiene un alto potencial para generar petróleo (Killops y 

Killops, 2005).   

 

➢ Querógeno tipo II. Procede de macerales de liptinita y pequeñas cantidades de 

vitrinita e iniertinita, también se origina de fitoplancton, zooplancton y desechos 

bacterianos (Tissot y Welte, 1984). Presenta un alto contenido de azufre y se 

caracteriza por la tendencia a generar petróleo y gas. Se deriva de ambientes marinos 

o transicionales.  
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➢ Querógeno tipo III.   La producción de petróleo es menor a comparación del tipo I y 

II durante la pirolisis o maduración. Se origina a partir de planta terrígenas y contiene 

altas cantidades de vitrinita y bajas proporciones interinita, es característico de 

ambientes terrestres (Speight, 2006; Tissot y Welte, 1984).  

 

➢ Querógeno tipo IV: Está compuesto mayormente inertinita y cantidades menores de 

vitrinita, también procede de materia orgánica oxidada y carbonizada. Se caracteriza 

por generar pequeñas cantidades de gas (Killops y Killops, 2005; Sheppard, 1937; 

Tissot y Welte, 1984).  

 

Tabla 1: Clasificación básica de los Kerógenos (Tissot y Welte, 1984) 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Se define como ambiente 

sedimentario de depósito, a aquel entorno en el cual tiene lugar la deposición de 

sedimentos, y cuyas características físicas, químicas y biológicas favorecen a la 

acumulación y preservación de estos (Duval, 2002; Selley et al., 2005). Los materiales 

pueden ser autóctonos al ambiente donde se deposita o puede ser alóctonos, es decir 

ajeno a su entorno de depósito (Tissot y Welte, 1984).

 

La conservación de la materia orgánica difiere según su ambiente deposicional y se 

ve favorecida por una serie de factores como: la baja concentración de oxígeno que 

permite generar condiciones reductoras, es decir, disminuyen la velocidad de 

Tipo de 

querógeno 
H/C O/C 

Materia orgánica 

precursora 

Tipo de 

hidrocarburo 

I 

Sapropélico 
1.5 < 1.5 Marina Petróleo 

II 

Planctónico 
1.3 – 1.5 < 0,2 

Mezcla marina – 

terrestre 
Petróleo y gas 

III – 

Húmicos 
0.8 – 1.0 0,4 – 0,2 Terrestre Gas 

IV < 0,7 ~0.2 Retrabajada - 
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degradación de la materia orgánica. En un ambiente oxidante la degradación se activa 

en gran medida por la acción bacteriana (Killops y Killops, 2005).  

 

Otro factor importante es la baja velocidad de deposición de materia orgánica, puesto 

que la tasa de sedimentación es inversamente proporcional a la concentración de la 

materia orgánica.  Por otra parte, el nivel bajo de energía permite una deposición 

simultanea de sedimentos finos (Duval, 2002; Killops y Killops, 2005; Tissot y Welte, 

1984). Los ambientes sedimentarios de depósito se clasifican en transicionales, 

continentales y marinos (Figura 4). 

 

Figura 4. Ambientes de depósito de la materia orgánica (Ferrera et al., 2019). 
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➢ Ambientes transicionales. Comprenden medios deltaicos, costeros, estuarinos e islas 

barrera – lago. Con respecto a la litología, abarcan sedimentos clásticos (Arche, 

2010).  

 

➢ Ambientes continentales. Los ambientes continentales abarcan principalmente 

abanicos fluviales, entornos lacustres, y glaciales. Estos medios sedimentarios 

presentan características de sedimentación de limos, lutitas, areniscas, brechas y 

conglomerados (Duval, 2002). 

 

➢ Ambientes marinos. Los sedimentos depositados dependen del clima, cinturones de 

viento y las mareras. Los sedimentos orgánicos tienen características distintivas, que 

incluyen algas, plancton y organismos bentónicos. Las condiciones de depósito 

favorecen a la preservación de la materia orgánica en condiciones anóxicas (Tissot y 

Welte, 1984). 

 

 La madurez térmica se describe como el grado de metamorfosis 

de la materia orgánica contenida en rocas sedimentarias hasta transformarse en 

petróleo, debido al incremento de temperatura (Peters et al., 2005). Tissot y Welte 

(1984) mencionan que la evolución de madurez de la materia orgánica puede 

clasificarse en inmadura, madura y post-madura. Durante la evolución térmica 

cambian muchas propiedades físicas-químicas de la materia, produciendo varias 

etapas de evolución:

 

➢ Diagénesis. Es un proceso de alteraciones físicas, químicas y biológicas, que tiene 

lugar después del depósito de sedimentos. En este proceso hay un aumento de 

temperatura y la presión es pequeña, las transformaciones ocurren bajo condiciones 

moderadas (Tissot y Welte, 1984). Durante la diagénesis temprana, comienza la 

activación bacteriana, los microorganismos aeróbicos que viven en los estratos 

superiores de los sedimentos consumen el oxígeno libre. A lo largo de esta etapa no 

se generan hidrocarburos, solo se produce un ligero aumento de temperatura.  
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Posteriormente se forman nuevas estructuras policondensadas (geopolímeros) que 

son precursoras del querógeno (Meléndez, 1982; Tissot y Durand, 1974).  

 

➢ Catagénesis. Durante esta etapa se produce un aumento progresivo de temperatura 

(entre 50°C - 150°) y presión. Debido a esto la materia orgánica experimenta diversos 

cambios hasta formar hidrocarburos livianos y alcanzar la “ventana de petróleo”. 

Durante esta fase disminuye rápidamente la relación H/C, como producto de la 

reducción del hidrógeno, lo cual está dado por la generación y expulsión de 

hidrocarburos (Tissot y Welte, 1984).  

 

➢ Metagénesis. Esta es la última etapa de transformación de los sedimentos, este 

proceso también se lo conoce como metamorfismo. En la presente etapa la materia 

orgánica está compuesta únicamente por cantidades de metano proveniente de la 

transformación del querógeno y carbono residual (grafito)(Tissot y Welte, 1984).  

 

  Figura 5. Evolución térmica de la materia orgánica (Camprubí, 2008). 
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2.1.2 Componentes del petróleo.   

 Son aquellos compuestos, en los que todos los átomos de 

carbono están unidos por enlaces simples (Killops y Killops, 2005). Estos 

hidrocarburos se clasifican en parafinas y naftenos. Las parafinas pueden ser de 

cadena rectas o ramificadas y los naftenos se caracterizan por poseer estructuras 

cíclicas. Además, el análisis de los hidrocarburos saturados permite conocer el 

ambiente deposicional, roca madre y el grado de biodegradación de los hidrocarburos 

(Peters et al., 2005; Tissot y Welte, 1984)

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

b) Los aromáticos son compuestos cíclicos que presentan 

doble enlace (enlaces pi), la mayoría de estos compuestos son muy estables. El 

benceno (Figura 6) es el hidrocarburo aromático más simple, donde sus seis átomos 

de carbono están unidos en un anillo hexagonal plano (Peters et al., 2005). Estos 

hidrocarburos poseen mayor polaridad que los saturados.  

 

  Figura 6. Estructura molecular de los hidrocarburos saturados (McMurry, 2006). 



21 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 Son moléculas de alto peso molecular que contienen 

nitrógeno, azufre y oxígeno (N.S.O), lo que les atribuye las características de ser 

polares. Luego de la diagénesis, estos compuestos poliméricos se separan 

térmicamente del querógeno (Figura 7). Los compuestos polares se dividen en resinas 

y asfaltenos (Killops y Killops, 2005).

 

 

 

 Figura 7. Benceno, hidrocarburo aromático más simple (McMurry, 2006). 

Figura 8. Composición de la materia orgánica en rocas sedimentarias (Modificado de Killops y 

Killops, 2005). 
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De acuerdo con los conceptos descritos anteriormente, Tissot y Welte propusieron 

una clasificación de crudos de acuerdo al porcentaje de hidrocarburos saturados, 

aromáticos y compuestos polares presentes en ellos (Tabla 2). Los crudos parafínicos, 

están caracterizados por presentar un contenido de hidrocarburos saturados mayor al 

50% y un porcentaje de resinas más asfaltenos por debajo del 10%, por lo que son 

considerados como crudos livianos. 

 

Los crudos que contienen un porcentaje de aromáticos entre el 25 y 40%, y la 

proporción de compuestos polares se encuentran alrededor de 5 y 15% son definidos 

como crudos parafínicos – nafténicos. La nafténicos se originan de la alteración 

bioquímica de los crudos parafínicos o parafínicos – nafténicos. Los crudos que 

exhiben un aumento del porcentaje de los compuestos polares comprendido entre el 

10 – 30% y contenido de azufre mayor a 1% son clasificados como aromáticos 

intermedios, asfalticos y nafténicos (Tissot y Welte, 1984; Yin et al., 2019).  

 

Tabla 2. Clasificación de los crudos de acuerdo a Tissot y Welte (1984) 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

  Nota: S = saturado, AA = automático, P = parafina, N = nafteno  

 

Concentración en el crudo > 210°C Tipo de crudo 
Contenido 

de azufre 

S > 50% 

AA < 50% 

P>N 

P>40% 
 Parafínico 

< 1% 
P≤ 40% 

N ≤ 40% 
 

Parafínico – 

nafténicos 

N > P 

N > 40% 
 Nafténicos 

S ≤ 50% 

AA ≥ 50% 

P > 10%  
Aromático 

intermedio 

>1 % 

 

    P ≥ 10% 
N ≤ 2,5 % Aromático asfaltico 

 N ≥2,5 % 
Aromático 

nafténicos 
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2.2.3 Biomarcadores.   

 Los biomarcadores son compuestos orgánicos que se encuentran en la roca 

generadora y en los crudos, a partir de los cuales se puede determinar el ambiente 

sedimentario, el tipo de materia orgánica, grado de madurez y edad geológica. 

 

 Los esteroides triaromáticos son una serie de compuestos 

policíclicos, constituidos por estructuras mixtas de anillos aromáticos y saturados de 

6 o 5 carbonos(Yang et al., 2013). 

 

La aparición de estos compuestos fue citada por primera vez por Tissot et al. (1972) 

quienes reconocieron su potencial como parámetros geoquímicos. Su distribución es 

utilizada para determinar la madurez de la materia orgánica de los sedimentos (Peters 

y Moldowan, 1993). Mackenzie et al. (1981) mencionó dos principales 

clasificaciones de estos compuestos:  

 

Figura 9. Estructuras de esteroides monoaromáticos y triaromáticos (Rubaye et al., 2021). 
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➢ Esteroides monoaromáticos (m/z 253). Se componen de dos anillos de ciclohexano 

(A+B) y un anillo ciclopentano (D) fusionados con un anillo aromático (C) en su 

estructura molecular. La distribución de los esteroides monoaromáticos 

(𝐶27, 𝐶28, 𝐶29) permiten distinguir la roca generadora de los petróleos crudos con alta 

precisión mediante la aplicación de un diagrama ternario (Peters et al., 2005). Los 

diagramas ternarios se basan en las relaciones 𝐶27 (𝐶27 − 𝐶29)⁄ , 𝐶28 (𝐶27 − 𝐶29)⁄  y 

𝐶29 (𝐶27 − 𝐶29)⁄ . En este diagrama se reportan distintos campos asociados con 

aportes terrígenos, marinos o lacustres e indica si los crudos se derivan de rocas 

generadoras lutitas no marinas o marinas (Moldowan et al., 1985).  

 

➢ Esteroides triaromáticos (m/z 231). Los esteroides triaromáticos (TAS) se forman por 

aromatización y pérdida de un grupo metilo (CH3) de los esteroides monoaromáticos 

durante la maduración (Maldowan y Fago, 1986; Riolo y Albrecht, 1985). La 

estructura de los esteroides triaromáticos es similar a la de los esteroides 

monoaromaticos, con la diferencia de que los anillos de ciclohexano (A y B) se 

reemplazan por anillos aromáticos (Figura 9). 

 

 Figura 10. Diagrama ternario de esteroides monoaromáticos (Moldowan et al., 1985) 
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Debido a la mayor estabilidad térmica de los esteroides triaromáticos, se pueden 

emplear diferentes parámetros para inferir el grado de madurez de los crudos (Yang 

et al., 2015). El parámetro más empleado para calcular el nivel de madurez térmica 

es la ratio TA. De acuerdo con Mckenzie (1983) este parámetro se calcula con la 

siguiente ecuación;    

 

       𝑇𝐴 =
𝐶20

𝐶20𝑆+𝐶2820𝑅
                                                                   (1) 

La ecuación (1) está fundamentada en la relación de los hidrocarburos esteroides 

triaromáticos de cadena lateral corta con los componentes de cadena lateral larga, del 

que se obtendrá valores que aumenten con el aumento de la madurez (Mckenzie y 

Mckenzie, 1993).   

 

Así mismo, es un buen indicador del grado de biodegradación de los crudos, puesto 

que son menos susceptibles a la biodegradación, ya que solo se ven afectados en 

condiciones extremas (Lin et al., 1989). Cuando los esteroides triaromáticos están 

severeamente biodegradados los componentes 𝐶20 − 𝐶21 están ausentes en 

comparación con los homólogos superiores (Cassani y Eglinton, 1991), pusto que la 

biodegradación resulta en la eliminación preferente de los hidrocarburos de cadena 

lateral corta.  

 

 El naftaleno y sus derivados alquílicos son los compuestos aromáticos 

policíclicos más abundantes en el petróleo y extractos de roca madre (Bastow et al., 

2000).  La distribución de naftalenos metilados son muy variables puesto que están 

controlados por efectos de la litología roca madre, madurez térmica y biodegradación.

 

Los parámetros de madurez basados en la distribución de los isómeros di – 

metilnaftaleno identificados en el m/z 156 (Alexander et al., 1984) reflejan 

principalmente sus estabilidades térmicas relativas. Los isómeros sustituidos α son 

menos estables que los homólogos sustituidos β, con el aumento de la madurez los 

isómeros termodinámicamente más estables se ven enriquecidos. De acuerdo con este 



26 

 

concepto se han desarrollado los siguientes índices de madurez que involucran a los 

di – metilnaftaleno (Alexander et al., 1985): 

 

𝐷𝑁𝑅 − 1 = (2,6 − 𝐷𝑀𝑁 + 2,7 − 𝐷𝑀𝑁 )/(1,5 − 𝐷𝑀𝑁)                                       (2) 

𝐷𝑁𝑅 − 2 = (2,7 − 𝐷𝑀𝑁 )/(1,8 − 𝐷𝑀𝑁) 

𝐷𝑁𝑅 − 3 = (2,6 − 𝐷𝑀𝑁 )/(1,8 −  𝐷𝑀𝑁) 

𝐷𝑁𝑅 − 4 = (1,7 − 𝐷𝑀𝑁 )/(1,8 − 𝐷𝑀𝑁) 

𝐷𝑁𝑅 − 5 = (1,6 − 𝐷𝑀𝑁 )/(1,8 −  𝐷𝑀𝑁) 

 

El índice DNR también se puede emplear para establecer una relación con la 

reflectancia de la vitrinita e inferir una correlación en el nivel de madurez de los 

crudos. Del mismo modo, la abundancia relativa de los dimetilnaftlenos puede inferir 

el nivel de biodegradación de acuerdo con la susceptibilidad de los isómeros. Según 

Voldkman et al. (1984) el orden de susceptibilidad de biodegradación de los 

dimetilnaftalenos es:  1,3 y 1,7 DMN > 1,6 y 2,6 > 1,2 DMN y 2,4 DMN > 1,5 DMN 

 

c) El fenantreno es un componente importante en las fracciones 

aromáticas, es identificado en el fragmentograma m/z 178. La abundancia relativa de 

los fenantrenos en rocas generadoras marinas de petróleo es menor que en las 

terrestres (Alexander et al., 1985). Se deriva principalmente de esteroides y 

triterpenoides presentes en el material de origen biológico (Radke y Werlte et al., 

1983). 

 

➢ Metilfenantrenos (m/z 192). Los hidrocarburos metilfenantrenos, son ampliamente 

utilizados como indicadores de madurez térmica. Los componentes sustituidos en 

posiciones 𝛼 son menos estables que los isómeros relacionados con patrones de 

sustitución 𝛽, por lo tanto, conforme aumenta el grado de madurez térmica los valores 

de la relación 𝛽/𝛼 presentan variaciones. Concentraciones crecientes de 2 – MP y 3 

– MP (patrón de sustitución 𝛽)  con cantidades decrecientes de 9 – MP y 1 – MP 

(patrón de sustitución 𝛼), indican el aumento de madurez debido al ordenamiento 

térmico que favorecen a los isómeros más estables (Cassani et al., 1988).  
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El marcado predominio de 2 – 3 MP sobre 1 – 9 MP exhiben un mayor grado de 

madurez (Radke et al., 1986; Volkman et al., 1984).  No obstante, los metilfenantreno 

también puede ser usado como indicador de ambiente sedimentario, la abundancia de 

1 – MP indica crudos de origen terrestre y el predominio del isómero 9 – MP es 

característico de crudos de origen marino. Además, el progresivo agotamiento de los 

isómeros más estables 2 – MP y 3 – MP podría interpretase como característico de 

origen marino (Alexander et al., 1987). 

 

El índice de metilfenantreno (MPI-1) es utilizado para establecer un nivel de madurez, 

basándose en la distribución del fenantreno y sus homólogos metilados, lo cual 

muestra un cambio gradual durante la maduración térmica de la roca madre (Radke 

et al., 1982). Se puede calcular utilizando las áreas de los picos del fenantreno (m/z 

178) y metilfenantreno (m/z 198). Cassani et al. (1988) propusieron la siguiente 

ecuación para calcular el MPI-1: 

 

𝑀𝑃𝐼 − 1 = 1.89
2−𝑀𝑃+3−𝑀𝑃

[𝑃+1.26(1−𝑀𝑃+9−𝑀𝑃)]
                                     (3) 

Al relacionar el MPI – 1 con la reflectancia de la vitrinita se obtiene una buena 

correlación para establecer un grado de madurez térmica (Figura 4).  Radke y Werlte 

(1983) postularon las siguientes ecuaciones para calcular la reflectancia de la vitrinita: 

 

• Para: 0.65 < 𝑅𝑜 < 1,35 

 

𝑅𝑐 = 0,6 𝑀𝑃𝐼 − 1 + 0,4                                      (4) 

 

• 1,35 < 𝑅𝑜 < 2,00 

 

𝑅𝑐 = 0,6 𝑀𝑃𝐼 − 1 + 2,3                                       (5) 
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También se han utilizado otros índices de metilfenantreno como indicadores de 

madurez (Radke et al., 1986). 

 

𝑀𝑃𝐼 − 1 =  
(2 − 𝑀𝑃 + 3 − 𝑀𝑃)

(9 − 𝑀𝑃 + 1 − 𝑀𝑃)
 

(6) 

 

𝑀𝑃𝑅 =  
(2 − 𝑀𝑃)

(1 − 𝑀𝑃)
 

(7) 

 

Sin embargo, ciertos estudios muestran inconsistencias al utilizar la serie de 

fenantrenos como indicador de madurez para el kerógeno terrestre Tipo III y el 

kerógeno marino Tipo II, debido a que la distribución de sus isómeros se ve afectado 

por la litología de la roca generadora.  (Cassani et al., 1988). 

 
Figura 11. Índice de metilfenantreno vs reflectancia a la vitrinita (Peters et al., 2005) 
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 El dibenzotiofeno es identificado en el fragmentograma m/z 184. 

Está definido como un compuesto aromático de azufre, el cual está formado por dos 

anillos bencénicos unidos a un heterociclo con un átomo de azufre. Los 

alquildibenzotiofenos son resistentes a la biodegradación y tiene una alta sensibilidad 

térmica, por lo tanto, es un parámetro efectivo para evaluar la madurez térmica desde 

una etapa de madurez temprana hasta una etapa post madura.

 

➢ Metildibenzotiofeno (m/z 198). Los compuestos de dibenzotiofeno metilados 

(MDBT) constan de cuatro isómeros: 1 – metildibenzotiofeno, 2 – 

metildibenzotiofeno y 4 – metildibenzotiofeno. La metilación está representada 

principalmente por la transformación de 1 - metildibenzotiofeno y 2+3 – 

metildibenzotiofeno a 4 – metildibenzotiofeno y la desmetilación está dada como la 

transformación de metildibenzotiofeno  a dibenzotiofeno (Radke y Willsch, 1994; 

Radke 1988).  

 

De los cuatro isómeros del metildibenzotiofeno, el 1 – MDBT es el menos estable 

térmicamente en las muestras de petróleo de muy alta madurez, por lo tanto, dado que 

la concentración de este isómero es insignificante con respecto a los otros isómeros 

identificados. Readke et al. (1986) estableció la relación MDR (4 – MDBT / 1 – 

MDBT) como indicador de madurez. Este parámetro se basa en la transformación de 

los isómeros térmicamente inestables hacia los isómeros más estables durante el 

proceso de maduración.  

 

La distribución de los dibenzotiofenos puede usarse como un indicador de la litología 

de la roca madre. La presencia de un patrón definido en tipo “Valle”, es decir, 4 – 

MDBT > 2 +3 – MDBT < 1- MDBT (Figura 12) en los metildibenzotiofenos 

generalmente se asocia a crudos derivados de una roca generadora carbonatada. 

Mientras que, un patrón tipo “escalón” es decir, 4 – MDBT > 2 +3 – MDBT > 1- 

MDBT, como se muestra en la Figura 13, es característico de rocas generadoras 

siliciclásticas y crudos que se encuentran en la ventana de generación de crudos o de 

madurez avanzada (Hughes, 1984). Adicionalmente, los crudos que se originan de 

rocas ricas en carbonatos se distinguen por presentar una abundancia de 
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dibenzotiofeno, en las rocas siliciclásticas la abundancia de dibenzotiofenos son bajas 

y exhiben concentraciones del dimetildibenzotiofenos y trimetildibenzotiofenos son 

crecientes (Hegazi y Gayas, 2009). 

 

 

 

 

La relación DBT/P es un indicador de litología, puesto que los valores de la ratio > 1 

indican que los crudos provienen de una roca generadora tipo carbonato y los valores 

< 1 señala una roca siliciclástica. Al relacionarlo con el fenantreno se puede generar 

un gráfico cruzado (Figura 14) de la relación dibenzotiofeno/fenantreno frente al 

Figura 12. Distribución tipo “V” (m/z 198 – metildibenzotiofeno) de un crudo perteneciente a la costa 

Noruega, característico de una roca marina rica en carbonatos (Ostensen, 2005). 

Figura 13. Distribución tipo escalón (m/z 198 – metildibenzotiofeno) de una muestra de crudo 

tomado de la cuenca Perth, Australia. Indicativo de una roca siliciclástica. 
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contenido de azufre total (%ST) lo cual se utiliza como indicador de ambiente 

deposicional (Hughes et al., 1995).  

 

La Figura 14, muestra que la zona I presenta un bajo contenido de azufre (< 1%) y la 

relación DBT/P es menor a 1 indicando un ambiente de depósito marino y litología 

lutitica. En la zona II el contenido de azufre es moderado (0.5 – 2%) y la relación 

DBT/P varia en el rango de 1 a 7, sugiriendo un ambiente de sedimentación marino 

carbonatico. Finalmente, para el grupo III el contenido de azufre de 2 a 7%, y la 

relación DBT/P comprende valores de 1 a 3 y corresponde a un ambiente de depósito 

mixto. 

 

 

El dibenzotiofeno/fenantreno (DBT/P) y la relación Pr/Ph también se ha introducido 

como indicador de ambiente sedimentario y litología de rocas generadoras de crudo 

(Hughes et al., 1995). El diagrama cruzado de DBT/P vs Pr/Ph (Figura 15) permite 

clasificar cinco categorías de litologías y ambientes sedimentarios. 

 

Figura 14. Porcentaje de azufre vs la relación dibenzotiofeno/fenantreno (Hughes et 

al.,1995). 
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  La concentración de azufre y metales (V y Ni) en 

crudos, rocas o fracciones orgánicas han sido utilizadas como elementos diagnósticos 

en estudios de correlación crudo- crudo y crudo- roca. El V y Ni son los elementos 

más abundantes en el petróleo. Las relaciones V/Ni y V/(V+Ni), son empleadas para 

evaluar el entorno paleo – redox (Subóxico – disóxico, anóxico – subóxico) de 

depósito de la roca generadora y determinar el aporte de materia orgánica de la misma, 

independientemente de la madurez y el nivel de biodegradación (Lewan, 1984). 

Además, los valores similares obtenidos de las relaciones antes mencionadas pueden 

implicar una roca madre común depositada bajo las mismas condiciones paleo – 

redox, por lo tanto, puede utilizarse como evidencia de correlación genética entre los 

crudos que se pretenda estudiar (López et al.,1991).

 

Figura 15. Diagrama DBT/P vs Pr/ph (Hughes et al., 1995) 
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El azufre está presente en las fracciones polares, durante la biodegradación los 

hidrocarburos se enriquecen con compuestos NSO y asfaltenos, lo que provoca el 

aumento del contenido de azufre (Peters., et al 2005). El contenido de S (%) y la 

relación V/(V/Ni) en la Figura 16, es usado para determinar las condiciones paleo – 

redox y la litología de roca generadora (Larter et al.,2005) 

 

 

2.2.4  Migración y acumulación.  

La Migración se refiere al movimiento o transporte de hidrocarburos generados por la 

roca madre hacia zonas de acumulación (Tissot y Welte, 1984). A lo largo de este proceso se 

dan tres tipos de migración: primaria, secundaria y terciaria (Herbert, 2020).  

 Es la primera etapa del proceso de migración. Los hidrocarburos 

son expulsados de la roca generadora y se acumulan en rocas sedimentarias porosas 

y permeables de granos gruesos

 

Figura 16. Gráfico cruzado del contenido de azufre (%) vs. proporciones de V y Ni (Lewan, 

1984). 
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La migración primaria está influenciada por diferentes factores, como la expulsión de 

las aguas intersticiales, y el aumento de la presión hidrostática debido al incremento 

de la profundidad de los sedimentos como consecuencia de la subsidencia (Tissot y 

Welte, 1984). En la migración primaria se dan los siguientes procesos: 

 

➢ Compactación: Es la reducción de volumen de los sedimentos, el cual es provocado 

por la sobrecarga de los sedimentos durante el aumento de la presión y temperatura. 

Este proceso produce perdida de porosidad, por disminución del volumen de 

sedimento y por las cementaciones asociadas, así como la recristalización (Herrera, 

2020).  

 

➢ Deshidratación de arcillas hinchables: El proceso de deshidratación de arcilla da 

como resultado la liberación de agua contenida en los poros. Esta agua expulsada 

genera una sobrepresión que resulta en una fuerza motriz que favorece la 

movilización de los hidrocarburos. Este proceso también produce el aumento de la 

presión intersticial.  

 

➢ Cambios químicos de la materia orgánica: Se produce cambio de querógeno a 

petróleo y a gas, aumentando la entropía del sistema.  Durante este proceso se produce 

varias etapas. 

 

Durante la primera fase el querógeno es inmaduro y no se ha generado petróleo en la 

roca.  Posteriormente tiene lugar el proceso de catagénisis, durante esta etapa se 

comienza a generar petróleo dentro de la roca generadora debido al aumento de 

presión y temperatura. Finalmente, la roca expulsa hidrocarburo presente en la misma 

(Herrera, 2020).  

 

 a migración secundaria es el movimiento del petróleo desde 

la roca madre, como un solo fluido de fase continua a través de rocas, fallas o fracturas 

saturadas por agua (Catalán et al., 1992; Tissot y Welte, 1984).
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Los factores que controlan la migración son: la flotabilidad del petróleo, presión 

capilar y los gradientes hidrodinámicos de los fluidos.  

 

Las acumulaciones de petróleo generalmente ocurren en las zonas estructuralmente 

altas. Esto se debe a que la baja densidad del petróleo permite que se eleve por 

flotabilidad a través de espacios porosos saturados de agua (Tissot y Welte, 1984). 

 

 La migración terciaria se produce cuando la roca sello ha 

sufrido cambios geológicos y el crudo migra a través de la misma superando la fuerza 

de capilaridad(Wu et al., 2012). Llega hasta la superficie manifestándose en 

emanaciones, derrames, fugas, filtraciones (Renner et al., 2001).

 

Los eventos tectónicos tales como plegamientos, fallas o levantamientos pueden 

causar una redistribución de los hidrocarburos acumulados de esta manera se inicia 

una fase adicional a la migración secundaria (Salinas, 2013).  

 

 
Figura 17. Migración primaria y secundaria (Herrera, 2020). 
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2.2.5  Procesos de aliteración sobre el crudo. 

 El hidrocarburo migra desde la roca generadora 

hasta una roca reservorio donde se acumula el crudo (Barker, 1980). El movimiento 

de los hidrocarburos a través de un medio acuoso implica interacciones complejas 

entre los materiales orgánicos y el querógeno.

 

Debido a lo mencionado, las propiedades químicas del crudo pueden verse afectadas, 

por la diferencia de polaridad de las fracciones constituyentes del bitumen (Zhao  y 

Philp, 1987). (Tissoy y Welte, 1984). Como resultado de este proceso se obtiene el 

enriquecimiento de resinas y asfaltenos en los bitúmenes (Escobar, 2008). 

 

b) Los crudos experimentan cambios a medida que se someten a 

mayor profundidad generando un aumento progresivo de la temperatura. Esto 

conlleva a un craqueo de los compuestos aromáticos y resinas para dar paso a los 

asfaltenos e hidrocarburos livianos. (Escobar, 2008; Kartsev, 1964).  

 

 El desasfaltado es la precipitación de asfaltenos en el yacimiento 

debido al aumento del gas en solución, el cual es generado internamente por el 

proceso de maduración. Este proceso elimina materiales componentes con bajo 

contenido de H/C del sistema y agrega componentes con alto contenido de H/C 

(Milner et al., 1976).

 

La desasfaltación de crudos también suelen darse durante los procesos de 

recuperación mejorada debido a las alteraciones antropogénicas, el cual consiste en 

inyectar gas en el yacimiento generando así alteración en la composición del crudo 

(Bailey et al., 1974). 
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 El proceso de segregación gravitacional modifica la 

composición química del petróleo por efectos gravitacionales, puesto que los 

compuestos menos pesados tienden a separarse y ubicarse en la parte superior del 

yacimiento y los componentes más densos se acumulan en la base de la columna del 

petróleo (Hannah et al., 1987).

 

 Es un proceso transformación de los compuestos 

ligeros en vapor debido al desarrollo de un casquete de gas causado por el movimiento 

de fallas. Este proceso se caracteriza por el aumento de la aromaticidad en relación 

con los alcanos y la volatilización por la preferencia de las parafinas con respecto a 

los naftenos (Thompson,1987).

 

 El lavado por agua se produce cuando existe una iteración del agua 

con el crudo, produciendo una pérdida gradual de los componentes de bajo peso 

molecular del petróleo. Dando como resultado un crudo más pesado y menos 

producible (Evans et al., 1971).

 

 
Figura 18. Esquema de los principales procesos de alteración de crudos y su efecto sobre la gravedad API 

del crudo (Modificado de Waples, 1981). 
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g) Se define como la alteración del petróleo por la acción microbiana. 

Se produce en zonas invadidas por aguas meteóricas, debido a la introducción de 

microorganismos, oxígeno molecular y nutrientes. La biodegradación del petróleo es 

principalmente un proceso de oxidación de hidrocarburos, dado que los 

microorganismos utilizan el oxígeno disuelto y metabolizan preferentemente cierto 

tipo de hidrocarburos. Las bacterias aeróbicas y/o anaeróbicos degradan de manera 

parcial o total los n – alcanos, alcanos ligeramente ramificados y cicloalcanos 

seguidos de los compuestos aromáticos (Bailey et al., 1973a; Connan, 1994; Peters et 

al., 2005; Tissot y Welte, 1984; Tedesco, 1995). 

 

Como resultado de la biodegradación se produce un aumento de los compuestos NSO 

presentes en el petróleo, de manera que, la calidad del petróleo y el volumen neto 

disminuye con el aumento de la biodegradación. La gravedad API disminuye 

mientras que los gases que no son hidrocarburos, la viscosidad, los compuestos NSO 

y los metales traza aumentan (Peters et al., 2005). Los crudos biodegradados 

promedian un 20% de los hidrocarburos saturados, en comparación del 60% de los 

crudos no alterados (Tedesco, 1995)  

 

La biodegradación requiere de diversas condiciones que favorezcan a la vida 

microbiana: se produce en yacimientos poco profundos con presencia de aguas 

meteóricas; tiene lugar en el contacto agua – petróleo, puesto que las bacterias viven 

en la fase acuosa de baja salinidad y alto contenido de sulfatos; requiere del 

suministro suficiente de nutrientes y oxígeno (Connan, 1994). La temperatura del 

depósito es un factor importante que limita la biodegradación, la degradación 

microbiana es óptima a temperaturas superficiales o cercanas a la superficie y tiene 

un límite superior de 60 a 80 °C (Peters et al., 2005). 

 

En lo que respecta a la biodegradación de aromáticos, los compuestos de bajo punto 

de ebullición tales como el benceno, tolueno y xileno son mayormente afectados por 

lavado por agua que por la biodegradación (Price, 1973). Mientras que los naftalenos 

y fenantrenos son los más susceptibles al ataque microbiano y los primeros en 

alterarse (Connan, 1981a). Por otra parte, en los compuestos aromáticos alquilados, 
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los sustituidos con metilo se degradan con preferencia a los isómeros de dimetilo y 

trimetilo del benceno, naftaleno y fenantreno (Fisher., et al 1998). Los esteroides 

triaromáticos son los más resistentes a la biodegradación, puesto que parecen 

permanecer inalterados en crudos biodegradados, y se ven afectados cuando los 

crudos exhiben una biodegradación severa (Rubinstein et al., 1977). Por otro lado, los 

aromáticos azufrados (benzotiofenos y dibenzotiofeno) también se ven parcialmente 

afectados por la acción microbiana y tienden a eliminarse por completo (Claret et al., 

1977).  

 

Para clasificar el grado de biodegradación en muestras de crudo, Peters y Moldowan 

(1993) desarrollaron un esquema de clasificación cuasi – sistemático (Escala PM) en 

un rango del 1 al 10, basada en la abundancia relativa de varias clases de 

hidrocarburos. La Figura 19 presenta el grado de biodegradación, los mencionados 

autores asignaron rangos en la escala de ligero (1 – 3 PM), moderado (4 – 5 PM), 

pesado (6 – 7 PM), muy pesado (8 – 9 PM) y severo (10 PM).    

 
Figura 19. Escala de biodegradación de acuerdo a Peters y Moldowan (1993). 
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CAPÍTULO III: METODOLOGÍA 

 

 

La metodología de investigación del presente trabajo es de carácter no experimental, tipo 

correlación, el cual nos permitió analizar, graficar, interpretar y establecer relaciones entre 

las variables de los datos geoquímicos obtenidos a partir de las muestras estudiadas. 

 

3.1  PREPARACIÓN DE MUESTRAS 

Las cinco muestras de crudo analizadas en el presente trabajo fueron proporcionadas por la 

“Agencia de Regulación y Control de Energías y Recursos Naturales no Renovables”, las 

cuales fueron tomadas por personal de la empresa de los intervalos productores individuales 

“B”, “C”, “D” y “E”, de la formación Socorro del campo Pacoa. Las muestras fueron 

entregadas a la Universidad Estatal Península de Santa Elena en frascos ámbar de vidrio 

(capacidad de un litro).  

 

Las muestras fueron enviadas al laboratorio “Geophysical, Petrophysical and Geological 

Services”, ubicado en Quito, puesto que la Universidad Estatal Península de Santa Elena no 

cuenta con los instrumentos necesarios para llevar a cabo el fraccionamiento SARA, análisis 

de biomarcadores y determinación de azufre y metales. En el laboratorio, los sedimentos y el 

agua presente en las muestras de crudo fueron separados mediante adición de benceno 

(relación muestra/solvente 1:1) y posteriormente se centrifugaron. 

 

3.2  ANÁLISIS DE CRUDO 

3.2.1  Gravedad API.  

       La gravedad API de cada muestra fue determinada utilizando el método del hidrómetro   

ASTM D287 - 92 de 2000. Siguiendo con los parámetros establecidos en la norma ASTM E 

200 se empleó un hidrómetro de vidrio plano (1H a 10H) y un termómetro ASTM 12F con 

un rango de medición total de -5° a 215°F.  Para este proceso las muestras fueron colocadas 
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en una probeta de 25 mm de diámetro interno con precaución a fin de evitar la formación de 

burbujas, luego se sumergió el hidrómetro lentamente dentro de cada probeta hasta que este 

quedó completamente en estado estacionario y flotando libremente en la muestra.   

 

Por último, se procedió tomar lectura de la gravedad API en el punto donde la superficie del 

líquido   corta a la escala del hidrómetro, esta lectura fue reportada a temperatura estándar 

(60°F) mediante los factores de corrección de las tablas 5A o 5B de la norma  ASTM D-1250  

de 2013. 

 

3.2.2  Fraccionamiento S.A.R.A. 

  Las muestras de crudo utilizadas en el presente trabajo se dividieron en sus 

fracciones: saturados, aromáticos y asfaltenos; a partir de estas cuatro fracciones se 

calcularon los porcentajes de cada una de ellas. Según la norma ASTM D3279 de 2010 para 

separar los asfaltenos de los máltenos, cada muestra de crudo se sometió a precipitación 

mediante la adición de n-heptano en frío a los viales con crudo, en una proporción de 1:40 

Figura 20. Hidrómetro sumergido (Ramos, 2009) 
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v/v (crudo/n-heptano). La mezcla resultante fue sometida a agitación por ultrasonido, durante 

quince minutos, para después dejarla en reposo durante ocho horas.  

 

 Al terminar periodo de reposo las muestras fueron colocadas en la centrífuga durante 

diez minutos a 5000 rpm, para separar los máltenos de los asfaltenos con una pipeta de 

Pasteur.  Posteriormente, la fracción de asfaltenos fue lavada con pequeñas porciones de n-

heptano en frío, y colocados nuevamente en la centrífuga para garantizar la separación total 

de los restos de la fracción malténica. Luego, los asfaltenos fueron secados en atmósfera de 

nitrógeno durante 24 horas, para posteriormente ser cuantificados. Los maltenos obtenidos y 

los sucesivos lavados de la fracción asfalténica fueron rotaevaporados y secados en una 

bomba al vacío con el objetivo de obtener y cuantificar la fracción de máltenos 

(Keshmirizadeh et al., 2013). 

 

 Los máltenos obtenidos se separaron en sus tres fracciones (saturados, aromáticos y 

resinas) mediante la técnica de cromatografía líquida de absorción en columna. Para este 

análisis se siguió el procedimiento establecido en la norma  ASTM D-200 de 2010. Se 

emplearon columnas capilares de 30 cm de longitud y como soportes cromatográficos se 

utilizó sílica gel y alúmina activada en relación aproximada. La fracción de hidrocarburos 

saturados fue eluida utilizando n-hexano como fase móvil.  

 

 La fracción aromática fue separada monitoreando su frente con fluorescencia 

mediante una lámpara de UV de intensidad media y así evitar contaminar la fracción de 

hidrocarburos saturados. Siguiendo los parámetros se añadió como fase móvil una mezcla de 

tolueno y diclorometano en relación 7:3 v/v, hasta que la coloración naranja-amarilla 

característica de los aromáticos desapareció totalmente de la alúmina activada. La fracción 

de resinas fue eluida con una mezcla de diclorometano/ metanol (1:1 v/v). Por último, cada 

fracción fue secada bajo una corriente de nitrógeno y posteriormente fueron cuantificadas 

(De La Cruz et al., 1997; Tomas y Acuña, 2020). 

 

 Para garantizar la pureza de las fracciones de saturados y aromáticos, se procedió a 

realizar una recromatografia. Los saturados fueron nuevamente eluidos con n-hexano y en 

otra columna fueron eluidos los aromáticos con tolueno-diclorometano para eliminar posible 
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contaminación con saturados y resinas. Luego de la purificación de las fracciones de 

saturados y aromáticos, el exceso de solvente fue eliminado utilizando un rotaevaporador, y 

se concentraron las fracciones de saturados y aromáticos en viales de 2 ml (Bastow et al., 

2007).  

 

 

 

3.2.3 Análisis de biomarcadores.  

Para llevar a cabo este análisis se empleó un espectrómetro de masas de alta 

resolución 5975C Inert XL MSD acoplado a un cromatógrafo de gases 7890A GC System 

(Agilent), equipado con una columna capilar DB-5ms (5% fenil y 95% dimetilpolisiloxano) 

con medidas de 60 x 0,25 mm de diámetro interno x 0,1 micras película de la marca Agilent. 

Se utilizó Helio como gas portador a razón de 1 ml/min (García et al., 1999). La temperatura 

inicial del horno fue de 50 °C durante 2 min y ascendiendo a una velocidad de 2,5 °C/min 

hasta alcanzar una temperatura de 300 °C, la misma que se mantuvo durante 70 minutos. El 

espectrómetro de masa trabaja en modo de ionización electrónica (IE) con un voltaje de 

ionización de 70 eV. El modo de adquisición de los cromatogramas fue barrido o “full-scan”, 

Figura 21. Proceso de separación S.A.R..A (Al – Rubaye et al., 2021). 
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con un intervalo de adquisición entre 45 y 500 m/z. El procesamiento de los datos se realizó 

con el software “GC-MS Solution” (Tomas y Acuña, 2020) 

 

 

Los fragmentogramas de interés correspondientes a la fracción de hidrocarburos 

aromáticos empleados en el presente trabajo son los siguientes: m/z 154 (bifenilo), 178 

(fenantreno), 184 (dibenzotiofeno), 192 (fenantrenos metilados) y 198 

(metildibenzotiofenos) y 231 (esteroides triaromáticos) (Márquez et al., 2022). 

 

3.2.4  Determinación de azufre total y metales.  

El análisis de azufre total de las muestras se llevó a cabo mediante la técnica de 

espectrometría de fluorescencia de rayos X por energía dispersa (XRF), siguiendo el 

procedimiento de la norma estándar ASTM D4294-10 de 1998 en el que se empleó un 

espectrómetro de rayos X de energía dispersa de la marca PANalytical del modelo Axios.  

Los rangos operativos de voltaje y amperaje del quipo son: 20-60 kV y 10-160 mA 

respectivamente, con una potencia de 4 kW de salida y se emplearon tiempos de irradiación 

de 200 segundos. El equipo cuenta un tubo de rayos X (SST-Max) que actúa como fuente 

radiactiva, un detector de Si (Li) y un analizador multicanal. La radiación fluorescente es 

emitida en forma paralela por la muestra y captada por el detector de dispersión de energía, 

que se encarga de separar las diferentes energías de la radiación emitida de cada elemento 

presente en la muestra, y el analizador convierte cada radiación en espectro permitiendo así 

cuantificar la concentración de metales y porcentaje de azufre (Worsfold et al., 2019)-

Figura 22. Cromatógrafo de gases/espectrómetro de masas típico (Peters et al, 2005) 
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CAPÍTULO IV:  ANÁLISIS Y DISCUSIÓN DE 

RESULTADOS 

 

 

4.1     CARACTERÍSTICAS GENERALES DE LOS CRUDOS  

4.1.1 Composición SARA, gravedad específica y azufre total. 

 Los resultados de la composición SARA, gravedad API, el porcentaje de azufre total 

y metales de las cinco muestras de crudo se presentan en la Tabla 3. La mayoría de los crudos 

exhiben composiciones similares. Los valores porcentuales de la fracción de saturados 

oscilan entre 66 y 72%, el rango de los aromáticos se encuentra entre 10 y 21%, los 

compuestos polares (resinas más asfaltenos) están alrededor de 10 y 18% y la gravedad 

especifica varía entre 23 y 35° API. Estos valores son característicos de crudos livianos a 

medianos, a excepción del crudo Mata Chivato que presenta una gravedad API de 17,2° y 

una composición diferente a las otras muestras. La proporción de saturados es 58,4%, el 

porcentaje de aromáticos es 28,9% y el de los compuestos polares es 12,6%, clasificándose 

como crudo pesado (Tissot y Welte, 1984). 

 

 

Tabla 3. Gravedad API, contenido de azufre, porcentajes SARA. 

Nota: %S = contenido de azufre; SAT = saturados, ARO = aromáticos, RES = resinas, ASF = asfaltenos. 

Muestra °API %S %ARO %SAT %RES %ASF %POL 

PAC-17 23,80 0,06 20,92 66,32 8,77 4,00 12,77 

Mata Chivato 17,20 0,05 28,93 58,44 10,06 2,57 12,63 

PAC-39 28,40 0,06 17,54 72,33 6,62 3,51 10,13 

PAC-36 29,00 0,05 16,60 70,27 8,40 4,73 13,13 

PAC-40 35,10 0,06 10,35 71,49 9,66 8,50 18,16 
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Los porcentajes de saturados, aromáticos y compuestos polares, están representados 

en un diagrama ternario (Figura 23), todas las muestras se agrupan en el área de crudos 

parafínicos, de manera que todos ellos parecen estar genéticamente relacionados (Tissot y 

Welte, 1984). 

 

 

Figura 23. Diagrama ternario de la fracción S.A.R.A.  de los crudos analizados (Modificado de Tissot y 

Welte, 1984) 

 

Todas las muestras presentan un bajo contenido de azufre (Tabla 3), en el rango de 

0,05 – 0,06%, indicando que los crudos están asociados a un ambiente deposicional marino 

poco profundo cercano a la costa  (Peters et al., 2005; Tissot y Welte, 1984) 
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4.1.2 Concentración de metales. 

Los valores de V de las muestras analizadas oscilan en el rango de 6,9 – 8 ppm, 

mientras que la concentración de Ni comprende valores entre 3,5 y 4,2 ppm. La relación V/Ni 

(Tabla 4) promedian un valor de 1,93, lo que sugiere que la materia orgánica se depositó en 

un ambiente marino bajo condiciones subóxicas (Galarraga et al., 2008).   

 

Por otro lado, la representación V/(V+Ni) frente al azufre total (%S) en el diagrama 

de Lewan (1984), indica que los crudos bajo estudio se encuentran en el régimen II (Figura 

24), con un valor de V/(V+Ni) < 0.7 y bajo contenido de azufre. Esta zona es característica 

de un ambiente marino donde la materia orgánica se depositó en condiciones subóxicas. 

(López y Lo Mónaco, 2017).   

 

   

   

   

   

   

   

   

   

   

   

   

                     

 
  
 
  
 
 

     

            

                   

      

   errestre, condiciones subó icas
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Figura 24. Gráfico cruzado del contenido de azufre (%S) vs proporciones de Vanadio y Níquel. (Modificado 

de Lewan, 1984) 
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Tabla 4. Concentraciones de V y Ni (ppm), relación V/ (Ni + V) y V/Ni. 

      Nota: V= Vanadio, Ni = Níquel. 

 

4.2   PALEOAMBIENTE DEPOSICIONAL Y TIPO DE MATERIA 

ORGÁNICA 

  El patrón de distribución de los isómeros de metildibenzotiofenos, observados en el 

fragmentograma m/z 198 brinda información para distinguir crudos derivados de roca madre 

carbonatadas frente a rocas siliclásticas. En la Figura 25 se puede apreciar una distribución 

tipo “escalón”, (4-metil > 2,3 – metil > 1 – metil), lo que se asocia a litología siliclásticas 

(Hughes, 1984).  

 

Muestra V (ppm) Ni (ppm) V/(Ni+V) V/Ni 

PAC-17 8,00 4,20 0,656 1,90 

Mata Chivato 7,40 3,80 0,661 1,95 

PAC-39 7,10 3,60 0,664 1,97 

PAC-36 7,80 4,10 0,655 1,90 

PAC-40 6,90 3,50 0,663 1,97 

Figura 25. Distribución tipo “escalón” en los fragmentogramas m/z 198 de las muestras PAC 39 y Mata 

Chivato. 
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Los valores de dibenzotiofeno/fenantreno (DBT/P) para la mayor parte de las muestras de 

crudo exhiben valores menores a uno (Tabla 5). Según Hughes et al. (1995) los valores bajos 

de DBT/P implica la poca disponibilidad de azufre en el entorno deposicional dado que el 

dibenzotiofeno se origina de la interacción de polisulfuros con sustratos orgánicos.  

 

En los crudos bajo estudio se observa una baja concentración de DBT a comparación del 

fenantreno (P) en los fragmentogramas m/z 184 y 178 respectivamente (Figura 26) debido al 

bajo contenido de azufre (< 1%). Lo mencionado indica que probablemente los crudos se 

derivaron de rocas madres siliciclásticas marinas. La elevada abundancia del fenantreno se 

justifica por el aporte de plantas del tipo amirina  (Garrigues et al., 1985). 

  

 

 

 

Figura 26. Dibenzotiofeno (m/z 184) y Fenantreno (m/z 178) de las muestras PAC-36 y 17. 
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Al relacionar el parámetro DBT/P con la relación Pristano/Fitano se puede inferir el tipo de 

ambiente sedimentario. Los valores obtenidos de la relación Pr/Ph para todas las muestras se 

encuentran en el rango 1,13 – 1,5 (Tabla 5). En la Figura 27 se visualiza que los crudos se 

agrupan en la zona III del diagrama, indicando que probablemente los crudos son 

provenientes de lutitas de origen marino depositadas en condiciones subóxicas en las que se 

produce una reducción del contenido de azufre ( Hughes et al., 1995). 
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Figura 27. Gráfico de dibenzotiofeno/fenantreno vs pristano/fitano (Modificado de Hughes et 

al., 1995) 
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Tabla 5. Parámetros relativos al tipo de materia orgánica precursora, ambiente deposicional y litología para 

los crudos estudiados. 

  Nota: DBT/P = dibenzotiofeno/fenantreno, Pr/Ph = pristano/fitano 

 

Para corroborar los resultados, el diagrama cruzado de dibenzotiofeno/fenantreno frente al 

contenido de azufre es utilizado como indicador paleodeposicional-ambiental. En la figura 

28 se observa que las muestras caen sobre el régimen característico de rocas marinas lutiticas 

(Hughes et al., 1995).  

Muestra Pr/Ph DBT/P 

PAC-17 1,14 0,15 

Mata-Chivato 1,04 0,33 

PAC-39 1,56 0,19 

PAC-36 1,35 0,22 

PAC-40 1,59 0,12 

0

0.5

1

1.5

2

2.5

 

0 1 2  

S
( 

 
. 
%
 

DB /P

PAC 1 Mata Chivato

PAC  9 PAC   

PAC 40

  Marinas lutíticas

   Marinas

Carbon ticas

    Marinas Carbonato 

Lutíticas

 

  

   

Figura 28. Gráfica DBT/P vs. S(Wt %) (Modificado de Hughes et al., 1995) 
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Según Márquez et al. (2022), los crudos del campo Ancón presentan valores de DBT/P 

menores a uno (0,09 – 0,15) y bajos porcentajes de azufre (0,04 – 0,06). Al emplear el 

diagrama cruzado de DBT/P frente al contenido total de azufre como indicador 

paleodeposicional- ambiental obtuvieron que estos crudos provienen de una roca marina 

lutítica. Estos son resultados son consistentes con los obtenidos en el presente trabajo, lo que 

indica que los crudos del campo Ancón y Pacoa provienen de una misma roca madre. 

 

4.3    MADUREZ TÉRMICA 

Los compuestos triaromáticos (m/z 231), fueron usados para el cálculo de la relación entre el 

esteroide triaromáticos C20 y la suma de los valores de los homólogos C20 y C28 20R (Peters 

et al., 2005). Los valores de la ratio TA se muestran en la Tabla 6, los crudos PAC-17, 40 y 

39 presentan valores en torno a 0,8 (𝑅𝑐 ≈ 0,9) indicando un nivel de madurez cercano al pico 

de generación de petróleo. Mientras que para las muestras PAC-36 y Mata Chivato el valor 

de TA está comprendido entre 0,67 y 0,7 (𝑅𝑐 ≈ 0,82) cuyo valor se encuentra en la ventana 

de generación de petróleo (Mackenzie et al., 1982; Peters et al., 2005). 

 

Tabla 6. Parámetros indicadores de madurez térmica y migración secundaria para los crudos bajo estudio 
 

Nota: TA = C20/C20 + C28 (20R); %Rc1 = 0,37 + 0,7 TA; DNR-1= (2,6 +2,7) / (1,5 – DMN); % Rc2 = 0,49 + 0,09 DNR-

1; MPI-1= 1,5 (2 – MP + 3 – MP) / (P + 1 – MP + 9 – MP); % Rc3= 0,49 + 0,6 MPI-1; MDR= 4 – MDBT /1 – MDBT; % 

Rc4= 0,073(MDR)+0,51 +0,011 (MDR)3; MDR-1 = 1 – MDBT /MBT. 

 

Muestra TA 𝑹𝒄(𝟏) DNR-1 𝑹𝒄(𝟐) MPI-1 𝑹𝒄(𝟑) MDR 𝑹𝒄(𝟒) MDR-1 

PAC-17 0,78 0,88 1,23 0,60 0,84 0,90 5,26 0,89 0,22 

Mata 

Chivato 
0,71 0,82 1,81 0,65 1,75 1,45 3,49 0,76 0,09 

PAC-39 0,76 0,86 3,02 0,76 0,82 0,89 5,38 0,90 0,21 

PAC-40 0,77 0,87 3,95 0,84 0,70 0,82 5,31 0,90 0,21 

PAC-36 0,67 0,82 3,15 0,77 0,82 0,89 3,90 0,79 0,20 
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Cuando se grafican los valores del parámetro DNR – en relación a la reflectancia de la 

vitrinita, se observa una pendiente positiva (Figura 29). Esto indica que todos los crudos se 

encuentran en la ventana de generación de petróleo. Cabe recalcar que la muestra PAC-40 

presenta una madurez próxima al pico de generación de crudo (𝑅𝑐 ≈ 0,84). Por otro lado, 

PAC-17 exhibe un valor de 1,34 (𝑅𝑐 = 0,60), señalando un nivel de madurez en el inicio de 

la ventana de generación de hidrocarburos (Alexander et al., 1985; Cassani et al., 1987a; 

Radke et al., 1982; 1986; 1988).  

 

Márquez et al. (2022) identificaron los compuestos del fragmentograma m/z 156 y 

determinaron el nivel de madurez térmica de los crudos del campo Ancón a partir de la 

relación basada en el dimetilnaftaleno. En su estudio obtuvieron que se estos crudos se 

encuentran en la ventana de generación de petróleo (DNR – 1 ≈ 2,36 a 3,36), lo cual es 

Figura 29. Reflectancia de vitrinita Rc, en función del índice dimetilnaftaleno (DNR -1) para determinar 

la madurez de las muestras (Modificado de Radke et al., 1986). 
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consistente con el grado de madurez térmica obtenido de los crudos del campo Pacoa, por lo 

tanto infiere que los crudos fueron generado por la misma roca madre.  

 

Analizando los compuestos del fragmentogramas m/z 192 (Figura 30), se puede observar la 

distribución del metilfenantreno (MP) y sus homólogos metilados (Radke et al., 1985a). Para 

la para la mayoría de las muestras, la abundancia de los isómeros 3-MP y 2-MP aumentan en 

comparación con los isómeros 1 – MP y 9 – MP, indicando un proceso de aromatización y 

madurez creciente (Budzinski et al., 1995). La muestra PAC-17 presenta mayor abundancia 

del isómero 9 – MP, señalando un menor grado de madurez que las muestras restantes (Radke 

et al., 1986).  

 

Figura 30. Fragmentogramas m/z 192 (metilfenantreno) de las muestras representativas: PAC- 17, Mata Chivato y 

PAC- 39. 
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Márquez et al. (2022), llevó a cabo la medición de la reflectancia de la vitrinita en un núcleo 

de roca de la Formación Socorro, en su estudio reporta un valor de 0,52% de la reflectancia 

de la vitrinita medida (𝑅𝑜), de acuerdo a este valor se calculó la reflectancia de la vitrinita 

(𝑅𝑐) para el índice del metilfenantreno.  

 

El índice del metilfenantreno (MPI-1), mostró una correlación positiva en relación con la 

reflectancia de la vitrinita (Figura 31). La muestra Mata Chivato presenta un valor MPI – 1 

de 1,75 (%𝑅𝑐 1,45) indicando que es un crudo con un nivel post maduro, mientras que los 

crudos excedentes tienen valores de MPI – 1 en el rango entre 0,70 y 0.84 (𝑅𝑐 0,82-0,90) 

equivalente a un grado de madurez en la ventana de generación de crudo (Cassani et al., 

1987b; Radke et al., 1986; Readke y Welte, 1983). 

 

Dado que las características litológicas de la roca generadora o las variaciones en la materia 

orgánica precursora pueden afectar a la distribución de los metilfenantrenos, este parámetro 

 

           

                   
          

          
                

 

   

   

   

   

 

   

   

   

   

            

 
 
  
 

      

                                    

Figura 31. Reflectancia de la vitrinita (Rc3) en función del índice metilfenantreno (MPI-1) para 

determinar la madurez de las muestras bajo estudio (Modificado de Radke et al., 1986). 
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Figura 32. Reflectancia de la vitrinita en función del índice MDR (Modificado de Radke et al., 

1982). 

debe usarse con cautela ya que en ocasiones puede verse alterado. Tal es el caso, de la muestra 

Mata Chivato que exhibe un grado de madurez superior a los obtenidos por los otros 

parámetros empleados (Radke et al., 1986).  Adicionalmente, se ha demostrado que la 

distribución del metilfenantreno dependen del origen. Por lo consiguiente, la abundancia 

predominante del isómero 2-MP (Figura 30), indica que los crudos probablemente fueron 

generados a partir del kerógeno tipo II (Cassani et al., 1987b; Larter et al., 2012; Radke et 

al., 1982; 1985b).   

 

La distribución de los isómeros metildibenzotiofenos, observada en el fragmentogramas m/z 

198 (Figura 25), presentan mayor abundancia del isómero 4 – MDBT, y una disminución 

gradual del 1- MDBT, este patrón se observa en todas las muestras bajo estudio, lo que 

sugiere que las muestras presentan cierto grado de madurez, dado por la baja estabilidad 

térmica del 1 – MDBT (Chakhmakhchev et al., 1997; Radke et al., 1986;1988). En base a lo 

mencionado, se calculó la relación MDR (Tabla 6), y al correlacionarlo con la reflectancia 

de la vitrinita, se obtuvo que los crudos bajo estudio se encuentran en el área de la ventana 

de generación de hidrocarburos (Figura 32), con valores de MDR alrededor de 3 y 5 (%RC  ≈

0,8 − 0,9). Sugiriendo una madurez creciente de la siguiente manera:  Mata Chivato, PAC-

36, 17, 39, 40 (Alexander et al., 1985; Radke, 1988; Radke, Dietrich, et al., 1982).   
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4.4    BIODEGRADACIÓN 

Peters y Moldowan (1993) han desarrollado una escala para clasificar el nivel de 

biodegradación del crudo del 1 al 10. Se pueden usar comparaciones de las cantidades 

relativas de las clases de compuestos para clasificar el grado de biodegradación del 

petróleo. En el fragmentograma m/z 156 exhibe mayor abundancia de los isómeros 1,3 – 

1,7 DMN en relación con el isómero 1,4 + 2,3 DMN, esto constata que, la biodegradación 

no ha afectado a la distribución de los compuestos aromáticos policíclicos lo que sugiere 

un nivel PM-2 o ligero de biodegradación (Larter et al., 2012). En el crudo Mata Chivato 

el isómero 1,4 + 2,3 DMN presenta mayor abundancia que el isómero 2,6 DMN; 1,2 D 

MN; y 2,7 DMN lo que apunta a una pérdida parcial de estos compuestos indicando un 

nivel PM-3 de biodegradación (Figura 33).  

 

   

Figura 33. Fragmentograma m/z 156 (Dimetilnaftaleno) del crudo PAC- 39 y Mata Chivato. 
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En la Figura 34 se puede observar que en el fragmentograma m/z 156, la muestra Mata 

Chivato presenta un aumento pronunciado de la línea base o también definida como una 

mezcla compleja no resuelta (MCNR). La MCNR corrobora el mayor grado de 

biodegradación del crudo Mata Chivato a diferencia de las muestras restantes (Peters et al., 

2005).  

 

Figura 34. Mezcla compleja no resuelta (MNR) característica de crudos biodegradados en el fragmentograma 

m/z 156 de las muestras, Mata Chivato, 17 y 40. 

Mata Chivato 

PAC-17 

PAC-40 
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En los fragmentogramas m/z 231 de las muestras analizadas se lograron identificar 

cantidades apreciables de los isómeros C20 – C21, siendo estos compuestos los que se agotan 

durante la biodegradación del petróleo (Peters et al., 2005). Esto sugiere que no hay una 

biodegradación apreciable en ninguna de las muestras, ya que la distribución de los isómeros 

en todos los crudos es casi similar (Figura 35). 

  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Figura 35. Fragmentograma m/z 231 (Esteroides triaromáticos) de la muestra PAC-39. 
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CAPÍTULO V: CONCLUSIONES Y 

RECOMENDACIONES 

 

 

5.1  CONCLUSIONES. 

El alto porcentaje de saturados, bajo contenido de aromáticos y compuestos polares indican 

que los crudos bajo estudio son parafínicos. Por otra parte, la proporción de V/Ni alrededor 

de 1,93 semejante en los crudos apuntan a que están genéticamente relacionados.   

 

Las cinco muestras de crudo proceden de una roca generadora lutítica, con materia orgánica 

precursora de origen marino a mixto, depositada bajo condiciones subóxicas que dio lugar a 

querógeno tipo II. 

 

Los resultados obtenidos a partir de los parámetros empleados para determinar el 

paleoambiente deposicional son consistentes con los del campo Ancón, reportados por 

Márquez et al. (2022). Por lo tanto, los crudos producidos en el campo Ancón y Pacoa 

provenientes de la formación Socorro, fueron generados por la misma roca madre. Sin 

embargo, no se determinó cual es la posible formación que dio origen a los crudos, puesto 

que no se tiene datos isotópicos para definir la edad de la roca madre, no obstante, de acuerdo 

a las características similares los crudos producidos por ambos campos, se definió que si 

tienen una roca madre común. 

 

De acuerdo a los parámetros empleados para determinar el nivel de madurez térmica, los 

crudos estudiados presentan valores de la reflectancia de la vitrinita calculada en el rango de 

0,65 a 0,87, esto expresa que se encuentran en la ventana de generación de hidrocarburos.  
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Los crudos estudiados muestran la presencia de naftalenos y esteroides triaromáticos, lo que 

atribuye un grado ligero de biodegradación, de acuerdo a la escala de Peters y Moldowan 

(1993).  

5.2  RECOMENDACIONES. 

Realizar un análisis de caracterización geoquímica de más muestras de crudo almacenadas 

en la formación Socorro (Campo Pacoa) y formaciones productoras cercanas del mismo 

campo para realizar correlaciones crudo-crudo e inferir con mayor precisión la posible roca 

generadora, madurez térmica y grado de biodegradación. 

 

Es necesario llevar a cabo el análisis Rock - Eval sobre muestras de núcleos de roca tomadas 

de diferentes formaciones de la cuenca Progreso. Con el fin de obtener valores de la 

reflectancia de la vitrinita medida y contenido orgánico total, para establecer con mayor 

exactitud las posibles rocas generadoras. 

 

Ampliar la red de muestreo, de manera que abarque más campos petroleros de la península 

de Santa Elena, como el campo Petrópolis, Santa Paula y Ancón. Con el fin de llevar a cabo 

un análisis geoquímico completo tanto de muestras de crudo como de núcleos de rocas y así 

poder realizar correlaciones crudo – crudo y crudo - roca.  

 

Correlacionar los parámetros de los biomarcadores saturados con aromáticos para determinar 

con mayor claridad en la madurez térmica, ambiente deposicional y biodegradación de los 

crudos que se pretenda estudiar. 
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  ANEXO A – m/z 178 (Fenantreno) 

 

   PACOA - 17 
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ANEXO B – m/z 192 (Fenantrenos metilados) 

    

PAC-17 
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ANEXO C – m/z 184 (Dibenzotiofeno) 
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 ANEXO D – m/z 198 (Metildibenzotiofeno)  
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ANEXO E – m/z 156 (Dimetilnaftaleno)  
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ANEXO F – m/z 231 (Esteroides triaromáticos)  
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ANEXO G – PRINCIPALES BIOMARCADORES AROMÁTICOS 

IDENTIFICADOS EN LOS FRAGMENTOGRAMAS 

 

 

 

ABREVIATURA COMPUESTO m/z 

P Fenantreno 178 

3 - MP 3 Metilfenantreno 192 

2-MP 2 Metilfenantreno 

9 - MP 9 Metilfenantreno 

1 - MP 1 Metilfenantreno 

DBT Dibenzotiofeno 184 

4MDBT 4 Metildibenzotiofeno 198 

2+3MDBT 2 + 3 Metildibenzotiofeno 

1 MDBT 1 Metildibenzotiofeno 

2,6 DNR 2,6 Dimetilnaftaleno 156 

2,7 DNR 2,7 Dimetilnaftaleno 

1,3 + 1,7 DNR 1,3 + 1,7 Dimetilnaftaleno 

1,4 + 2,3 DNR 1,4 + 2,3 Dimetilnaftaleno 

1,6 DNR 1,6 Dimetilnaftaleno 

1,5 DNR 1,5 Dimetilnaftaleno 

1,2 DNR 1,2 Dimetilnaftaleno 

TA20 Hidrocarburo 20 - triaromático 231 

TA21 Hidrocarburo triaromático 21 

TA26S Hidrocarburo esteroide 26 - triaromático 20S 

TA26R+TA27S 26 (20R + 27(20S)-Esteroide triaromático 

TA28S Hidrocarburo esteroide 28 - triaromático 20S 

TA27R Hidrocarburo esteroide 27 - triaromático 20R 

TA28R Hidrocarburo esteroide 28 - triaromático 20R 


