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RESUMEN 

 

 

El presente trabajo de investigación comprende el estudio geoquímico de cinco muestras 

de crudos provenientes de la formación Socorro en el campo Pacoa (Santa Elena, 

Ecuador). Con el objetivo de inferir las características paleoambientales de la materia 

orgánica precursora, el grado de madurez y biodegradación en los crudos, se analizaron 

las concentraciones de isótopos de carbono, trazas de metales, azufre total, y la 

distribución de biomarcadores en la fracción de hidrocarburos saturados. Este análisis se 

realizó por medio del uso de técnicas geoquímicas que incluyen cromatografía de gases 

acoplada a espectrometría de masas (GC-MS) y fluorescencia de rayos X por energía 

dispersiva (XRF). A partir de los parámetros analizados se determinó que las muestras 

provienen de una misma familia de crudos, y se asocian con una roca madre lutítica con 

aporte de materia orgánica mixta depositada en condiciones subóxicas, consistente con 

un ambiente de transición de tipo estuario. Además, las muestras presentan una madurez 

térmica correspondiente al inicio de la ventana de generación de petróleo, e indican un 

nivel de biodegradación en torno a 3 en la escala de Peters y Moldowan (1993).  
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TÉRMICA / BIODEGRADACIÓN. 
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ABSTRACT 

 

 

The present work comprises the geochemical study of five crude oil samples from the 

Socorro formation in the Pacoa oilfield (Santa Elena, Ecuador). In order to infer the 

paleoenvironmental characteristics of the precursor organic matter, the degree of maturity 

and biodegradation in the crude oils, it was analyzed the concentration of carbon isotopes, 

trace of metals, the total of sulfur, and the distribution of biomarkers in the saturated 

hydrocarbon fraction. This analysis was performed using geochemical techniques that 

include gas chromatography coupled to mass spectrometry (GC-MS) and energy 

dispersive X-ray fluorescence (XRF). Respect of the parameters analyzed, it was 

determined that the samples come from the same family of oils and are associated with a 

shaly source rock with mixed organic matter input, deposited in suboxic conditions, 

consistent with an estuarine-type transition environment. In addition, the samples present 

a thermal maturity corresponding to the beginning of the oil generation window and 

indicate a level of biodegradation around 3 on the scale of Peters and Moldowan (1993). 

 

 

KEYWORDS: BIOMARKERS / PALEOENVIRONMENT / THERMAL 

MATURITY / BIODEGRADATION. 
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CAPÍTULO I: INTRODUCCIÓN 

 

 

1.1 PROBLEMA DE INVESTIGACIÓN 

La producción del campo Pacoa, ubicado en el norte de la provincia de Santa Elena, 

corresponde en gran parte a niveles productores similares en el campo Ancón, como lo es 

la formación Socorro. Aun así, se desconoce si los crudos de los dos campos están 

genéticamente relacionados, por lo tanto, no se puede establecer con claridad la 

operatividad de uno o varios sistemas petroleros. En base a esto, se plantean dos 

interrogantes: el primero se encuentra vinculado a que un patrón genético similar en los 

crudos provenientes de distintos pozos del campo Pacoa, inferiría una roca madre común, 

y el segundo cuestionamiento se relaciona con la existencia de crudos con diferentes 

propiedades físicas, lo que podría plantear la presencia de una roca madre diferente a las 

anteriores.  

 

Respecto a las interrogantes propuestas, la literatura científica no provee de resultados, 

puesto que el campo bajo estudio no cuenta con información de trabajos previos en la 

caracterización geoquímica. De lo contrario, en caso de haber estudios referentes a la 

temática, resultan ser de carácter privado en propiedad de las compañías petroleras. La 

falta de información y la importancia de su conocimiento establecen la base para el 

desarrollo del presente proyecto, puesto que la caracterización geoquímica de estos 

crudos es un punto relevante para determinar el sistema petrolero operante en el litoral 

ecuatoriano.  

 

1.2 JUSTIFICACIÓN 

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

saturados, como los isoprenoides pristano y fitano, son utilizados en numerosas 

investigaciones de correlación de crudos y extractos de roca madre, ya que la relación 

entre ambos ha sido empleada como indicador del ambiente deposicional (Philp, 1985).
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Además, los esteranos también son importantes a la hora de establecer el tipo de materia 

orgánica, grado de madurez y biodegradación. Por lo tanto, a partir de la información 

obtenida de la interpretación de datos, se podrá disponer de una base de datos con 

información geoquímica del campo Pacoa, y posteriormente establecer una comparativa 

con los rasgos geoquímicos de los crudos de la formación Socorro en el campo Ancón, 

obteniendo un mejor conocimiento del sistema petrolero operante, lo que permite tomar 

decisiones adecuadas sobre los objetivos de pozos de exploración (Peters et al., 2005).  

 

Los isótopos de carbono proveen información importante sobre el origen y los procesos 

sufridos durante la maduración de la materia orgánica soterrada, donde el fraccionamiento 

isotópico suele favorecer la concentración del isótopo más pesado (13C) con el aumento 

de la madurez (Peters et al., 2005). Estos cambios isotópicos asociados a la madurez son 

más evidentes en hidrocarburos ligeros, que en querógenos y crudos pesados (Whiticar, 

1996), por lo que resulta factible su análisis en las muestras de crudo del campo bajo 

estudio. Además, se sabe que las fracciones SARA muestran un enriquecimiento 

progresivo de 13C en las fracciones más polares (Lorenzo, 2014), por lo que las curvas 

isotópicas de cada muestra se pueden usar para realizar correlaciones crudo-crudo y 

establecer vínculos genéticos entre las muestras estudiadas. Bajo este contexto, los crudos 

con una considerable diferencia en δ13C pueden indicar la presencia de otra roca madre 

(Peters y Moldowan, 1993).  

 

Por otro lado, se sabe que el petróleo está constituido por numerosos compuestos 

orgánicos heteroatómicos, entre los cuales se encuentran algunos complejos 

organometálicos como el vanadio y el níquel (Al-Shahristani y Al-Atyia, 1972; Dill et al., 

1988). Los procesos de alteración que experimenta el petróleo desde que abandona la roca 

madre, pueden afectar las concentraciones absolutas de estos componentes metálicos. Sin 

embargo, los complejos orgánicos que contienen estos dos metales resultan afectados de 

manera similar. Por esta razón, la relación V/Ni no debe variar para crudos generados de 

una misma unidad generadora, volviendo relevante el análisis de las concentraciones de 

metales en los crudos estudiados. Además, la presencia de estos dos elementos tiene la 

particularidad de ser muy característica del ambiente en el cual se depositó la roca madre 

(Lewan, 1984; Lewan y Maynard, 1982). 
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1.3 ANTECEDENTES 

La necesidad de encontrar nuevas áreas productoras de hidrocarburos, que contribuyan a 

incrementar las reservas disponibles de crudo, ha impulsado la aplicación del estudio de 

biomarcadores como herramienta geoquímica en la exploración petrolera (García et al., 

1999). Esto mejora la eficiencia de las operaciones de exploración y producción, al 

caracterizar los elementos que controlan la riqueza y distribución de las rocas generadoras 

de petróleo. Además, provee información importante para el modelado de cuencas y 

sistemas petroleros (Larter y Aplin, 1995). En este contexto, se presenta a continuación 

algunos de los trabajos dedicados a la geoquímica orgánica del petróleo.  

 

García et al. (1999) realizaron estudios de la distribución de biomarcadores de la familia 

de terpanos y esteranos en cinco muestras de crudos de la cuenca Tampico-Tuxpan. Los 

crudos se analizaron por cromatografía de gases-espectrometría de masas (CG-EM), 

utilizando el método de monitoreo selectivo de iones. A partir de los parámetros derivados 

de la distribución de los terpanos y esteranos, los citados autores concluyeron que las 

facies orgánicas de los crudos estudiados son provenientes de materia orgánica de origen 

marino depositados en un ambiente carbonatado.  

 

Una investigación similar fue realizada en la república de Yemen, donde Hakimi et al. 

(2018) efectuaron estudios geoquímicos orgánicos utilizando dos muestras de filtraciones 

de petróleo del afloramiento del domo salino Jurásico de Ayad correspondiente a la 

depresión de Shabwah. Los parámetros empleados para evaluar el origen del petróleo 

fueron el CPI (índice de preferencia de carbono), análisis elementales sobre el querógeno, 

distribución de alcanos normales, y la relación Pr/Ph. Los autores concluyeron que ambas 

muestras de filtraciones de petróleo se generaron principalmente a partir de materia 

orgánica de origen marino, depositada en condiciones hipersalinas altamente anóxicas, 

con un nivel de madurez térmica moderadamente bajo.  

 

En un estudio más reciente, Boente et al. (2020) analizaron geoquímicamente las 

características de seis muestras de petróleo de la cuenca off-shore del Bajo Congo, 

correspondiente al Bloque 17 ubicado al noroeste de Angola. Para ello, utilizaron una 

combinación de análisis clásicos de biomarcadores, donde interpretaron que las muestras 

de crudo representan una mezcla de dos pulsos de generación de hidrocarburos, 
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probablemente de las formaciones Bucomazi y Malembo. Además, evidenciaron que la 

primera carga de petróleo corresponde a un origen siliciclástico lacustre, mientras que la 

segunda, a un origen más terrestre. En cuanto a la madurez, los citados autores sugieren 

un nivel de madurez equivalente al inicio del pico de la ventana generativa del petróleo.   

 

En un marco regional, Escobar et al. (2011) llevaron a cabo estudios de geoquímica 

orgánica en 11 muestras de filtraciones de petróleo recolectadas en la zona de Cachirí 

ubicada en la región carbonífera de Tulé en la cuenca del Lago de Maracaibo. Mediante 

el uso de cromatografía de gases-espectrometría de masas (GC-MS), analizaron la 

distribución de hopanos, esteranos, n-alcanos, isoprenoides acíclicos y esteroides 

aromáticos. Los autores concluyeron que las filtraciones de petróleo se generaron a partir 

de una roca madre calcárea madura, depositada en un paleo-ambiente marino en 

condiciones reductoras. Además, sugirieron que estas filtraciones probablemente se 

derivan de la formación Cretácica “La Luna”, la cual corresponde a un nivel de madurez 

cercano al pico de generación de petróleo en el área de estudio.  

 

En la misma nación, López y Mónaco (2011) realizaron el estudio geoquímico de 66 

muestras de crudos procedentes de 10 campos de la subcuenca de Barinas. Los autores 

concluyeron que estos crudos probablemente se originaron a partir de la misma roca 

fuente, con variaciones en las litofacies y el potencial redox. Las concentraciones de 

azufre y los biomarcadores indicaron que los crudos de los campos La Victoria y Guafita 

se produjeron a partir de materia orgánica sedimentada en facies siliciclásticas, mientras 

que los campos de Caipe, Silvestre, Sinco, Silvan, Palmita, Hato, Mingo y Maporal fueron 

generados en facies calcáreas. En cuanto a los indicadores de madurez térmica, los 

mencionados autores sugieren una generación de hidrocarburos en etapa de madurez, a 

excepción de los crudos de los campos La Victoria y Guafita, los cuales definieron como 

relativamente menos maduros en comparación al resto de los campos. 

 

En otra investigación, Fildani et al. (2005) realizaron correlaciones crudos-roca utilizando 

30 muestras de crudo y 6 muestras de rocas de la cuenca de Talara, en el noroeste de Perú. 

Los datos presentados por los autores sugieren que los crudos pertenecen a una familia 

petrolífera, y que la roca madre está constituida principalmente por arcilla marina 

depositada en un entorno entre óxico y subóxico. Las cantidades sustanciales de oleanano 

en cada muestra de petróleo indicaron un notable aporte de materia orgánica terrestre 
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depositada en un entorno mixto, probablemente deltaico. Además, las cantidades 

considerables de oleanano, y el índice del δ13C sugieren que las muestras de petróleo de 

la cuenca de Talara se generaron a partir de una roca madre Terciaria. Finalmente, en base 

a comparaciones con otros trabajos publicados, los autores sugieren que la formación 

Heath y/o su equivalente lateral en la costa de Talara son las principales rocas generadoras 

de los petróleos de las cuencas de Talara y Progreso.  

 

En un marco local, Lorenzo et al. (2019) analizaron la distribución de alcanos normales, 

isoprenoides, esteranos y hopanos a partir de muestras obtenidas de una emanación 

surgida en la playa del malecón de La Libertad en la provincia de Santa Elena, para 

establecer si el origen de la emanación es natural o antrópico. A partir de la distribución 

de isoprenoides y la relación pristano/fitano, los citados autores concluyeron que existe 

una correlación genética con los crudos producidos en el campo Santa Paula, confirmando 

que la muestra es una emanación de origen natural.  

 

En uno de sus estudios más recientes, Lorenzo et al. (2018) llevaron a cabo la correlación 

geoquímica entre cuatro muestras de crudos procedentes del área de la provincia de Santa 

Elena (onshore) y una muestra del Golfo de Guayaquil (offshore). Para este análisis, 

utilizaron técnicas geoquímicas que incluyen cromatografía de gases e isótopos de 

carbono estable. Los autores llegaron a la conclusión de que existen dos tipos de crudos 

muy similares entre sí, pero con una diferencia importante a nivel isotópico, indicando 

que los crudos de los campos (onshore) están genéticamente diferenciados de los crudos 

(offshore), y que se asocian con una roca madre clástica, con aporte de materia orgánica 

mixta depositada en ambiente subóxico.  

 

Con los datos obtenidos, Lorenzo et al. (2018) dedujeron que la roca generadora de los 

crudos de la provincia de Santa Elena, se postula como una roca madre 

marina/transicional. Con esas condiciones, los candidatos disponibles corresponden a 

depósitos del Mioceno temprano, como lo son las Formaciones Dos Bocas y Villingota; 

sin embargo, las muestras analizadas presentan inmadurez. Por lo tanto, existe la 

posibilidad de que esta formación haya alcanzado niveles de madurez mayor hacia el 

centro del Golfo y por migración los yacimientos se localicen mar adentro, o bien, la roca 

madre corresponde a otros intervalos de la columna estratigráfica ausentes en los pozos 

analizados.  
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Por otro lado, Márquez et al. (2022) realizaron una investigación geoquímica utilizando 

85 muestras de petróleo y 40 muestras de rocas procedentes de la región costera del sur 

de Ecuador, que incluye la cuenca Progreso y el sur del Golfo de Guayaquil. Los 

resultados obtenidos por los autores mediante la utilización de biomarcadores, isotopía y 

trazas de metales indicaron que casi todos los crudos de la cuenca Progreso sufrieron 

biodegradación y se generaron a partir de múltiples rocas madre terciarias depositadas en 

un entorno marino con una importante contribución de materia orgánica terrestre. A su 

vez, los datos fisicoquímicos (% S, SARA, gravedad API) les permitieron clasificar los 

crudos estudiados en tres familias. Adicionalmente, indicaron que los datos geoquímicos 

apuntan a la existencia de dos probables cocinas generativas de hidrocarburos definidas 

en las partes más profundas de la cuenca, así como una tercera posible cocina extendida 

mar adentro más allá de la provincia de Santa Elena.  

 

1.4 HIPÓTESIS 

El estudio de biomarcadores, el análisis isotópico del carbono y trazas de metales 

presentes en las muestras demostrará si los crudos producidos en la formación Socorro 

del campo Pacoa, provienen de la misma roca madre que los crudos de la misma 

formación en el campo Ancón.  

 

1.5  OBJETIVOS 

1.5.1 Objetivo General. 

Caracterizar geoquímicamente cinco muestras de crudos del campo Pacoa 

mediante el análisis de biomarcadores en los hidrocarburos saturados, isótopos estables 

del carbono y trazas de metales V, Ni y S, para la determinación de las características 

paleo-ambientales de la materia orgánica precursora y el grado de madurez de la(s) roca(s) 

madre(s).  
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1.5.2 Objetivos Específicos. 

 Realizar el análisis geoquímico de las muestras mediante cromatografía líquida 

S.A.R.A, cromatografía de gases y espectrometría de masas para obtener la 

concentración de los isótopos estables del carbono, trazas de metales y 

biomarcadores.  

 

 Inferir las condiciones fisicoquímicas imperantes durante la deposición de la 

materia orgánica, comparando los resultados obtenidos con valores estándares de 

referencia.  

 

 Determinar el nivel de biodegradación y el grado de madurez térmica de los 

crudos analizados empleando la distribución de biomarcadores saturados (n-

alcanos e isoprenoides acíclicos, esteranos y terpanos).  

 

 Establecer correlaciones crudo-crudo entre las muestras analizadas empleando 

parámetros isotópicos, fisicoquímicos y moleculares para la determinación del 

número de familias de crudos presentes en el área de estudio.  

 

1.6 ALCANCE 

El presente trabajo de titulación se centra en analizar e interpretar los datos obtenidos de 

las cinco muestras de crudo provenientes de los niveles individuales “B”, “C”, “D”, y “E” 

de la formación Socorro en el campo Pacoa ubicado en el Bloque 1 de la provincia de 

Santa Elena. A fin de inferir las características paleo-ambientales de la(s) roca(s) madre(s) 

y, de este modo, contribuir al mejoramiento de la caracterización geoquímica del campo 

bajo estudio y establecer si existen o no rasgos genéticos comunes con los campos 

procedentes del bloque Gustavo Galindo Velasco.  
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1.7 VARIABLES 

1.7.1 Variables dependientes. 

 Relación entre biomarcadores saturados.  

 Características isotópicas de carbono estable. 

 Trazas de metales. 

 Contenido de azufre. 

 Contenido de impurezas. 

 

1.7.2  Variables independientes. 

 Preservación de las muestras previo al análisis.  

 Temperatura de análisis de muestras. 

 Método de análisis de laboratorio. 

 Grado de biodegradación de las muestras tomadas.  

 Tipo de materia orgánica precursora. 
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 CAPÍTULO II: MARCO TEÓRICO 

 

 

2.1 MARCO GEOLÓGICO  

2.1.1 Ubicación geográfica. 

El campo Pacoa correspondiente al Bloque 1 del Ecuador, se encuentra localizado 

en la provincia de Santa Elena dentro de las comunas: Santa Rosa, San Pablo, Cerro Alto 

y Morrillo. Su extensión topográfica es de aproximadamente 4000 km2, de los cuales 

3000 km2 son off-shore y 1000 km2 corresponden a tierra firme, como se muestra en la 

Figura 1 (Molina, 2015).  

 

 

Figura 1. Ubicación geográfica del campo Pacoa - Bloque 1 (modificado de MAGAP, 2005; Secretaría 

de Hidrocarburos del Ecuador, 2021). 
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2.1.2 Marco geológico regional. 

Ecuador se encuentra ubicado en la costa noroeste de América del Sur y se 

caracteriza geológicamente por la presencia de la cadena orogénica andina, la cual divide 

al país en tres regiones: la región Litoral o Costa, donde se encuentran las cuencas 

antearco Esmeraldas, Manabí, Progreso, Guayas y el levantamiento de Santa Elena; el 

arco magmático definido como región Sierra o Interandina; y la región Amazónica, 

caracterizada por la presencia de la cuenca antepaís Oriente (Feininger y Bristow, 1980; 

Kerr et al., 2002). 

 

La costa sur del Ecuador es una zona de acreción que se formó a partir de una 

corteza oceánica en el Aptiano-Albiano. Al sureste, está cubierta por sedimentos 

pelágicos del Cenomaniano-Coniaciano, seguidos por turbiditas volcanoclásticas gruesas 

del Santoniano-Campaniano y lutitas tobáceas de edad Maastrichtiano-Paleoceno medio. 

En el noroeste, se encuentran turbiditas volcanoclásticas gruesas y coladas volcánicas de 

arco insular, datadas del Campaniano-Paleoceno, que descansan sobre la corteza 

oceánica. Estos sedimentos se depositaron en una cuenca marginal que se formó entre el 

arco insular Cayo, activo durante el Cretácico superior, y el arco de San Lorenzo, activo 

durante el Cretácico tardío y el Paleoceno (Jaillard et al., 1995). 

 

En el Paleoceno superior, surgió una fase de deformación significativa que afectó 

la parte sur de la costa ecuatoriana. Esto probablemente representa la colisión del arco 

remanente de Cayo con el margen andino, lo que condujo a la formación de una primera 

cuenca de antearco. Posteriormente, esta cuenca fue rellenada por potentes turbiditas 

gruesas ricas en cuarzo hasta un evento tectónico importante en el Eoceno inferior, el cual 

provocó probablemente la emersión de toda el área (Jaillard et al., 1995). 

 

En el límite entre el Eoceno inferior y medio, se formó una segunda cuenca de 

antearco que fue rellenada por sedimentos lutíticos y arenosos de plataforma. 

Posteriormente, ocurrió otro evento tectónico que generó una discontinuidad cubierta por 

depósitos costeros y continentales gruesos, datados a finales del Eoceno medio y 

principios del Eoceno superior. Estos depósitos representan una fase importante 

relacionada con la colisión definitiva de la costa con el margen andino. La costa 

ecuatoriana emergió después, hasta la formación de nuevas cuencas de antearco en el 
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Oligoceno tardío-Mioceno temprano, como lo son las cuencas Guayaquil y Progreso 

(Jaillard et al., 1995); siendo esta última, el área de estudio correspondiente a las cinco 

muestras analizadas. 

 

Las fases tectónicas del Paleoceno superior, Eoceno inferior y Eoceno superior 

son las más importantes conocidas en la costa ecuatoriana, ya que definen su acreción 

progresiva. La erosión tectónica parece ser responsable de la creación repetida de cuencas 

de antearco, ya que después de cada fase de subsidencia sigue una fase compresiva que, 

al favorecer la fricción en el plano de subducción, provoca la erosión mecánica de la base 

de la placa superior. Esta evolución sedimentaria discontinua justifica las condiciones de 

enterramiento y maduración de la materia orgánica, así como la estructura geológica 

compleja resultante (Jaillard et al., 1995). 

 

2.1.3 Marco geológico local. 

a) Sección estructural. El área de estudio corresponde a la cuenca Progreso, ubicada 

geográficamente al suroeste del Ecuador y noroeste del Perú (Figura 2). Esta 

cuenca se encuentra limitada al norte por la cordillera Chongón-Colonche, al 

suroeste por la falla La Cruz y al oeste por el prisma de acreción del Neógeno 

relacionado con la subducción de la placa de Nazca (Deckelman et al., 2008; Witt 

et al., 2019).  

 

La apertura de la cuenca Progreso fue el resultado de mecanismos 

transtensionales, como el movimiento antihorario de la falla La Cruz a lo largo de 

la zona de megacizallas Dolores-Guayaquil. Esto condujo a la formación de la 

falla Carrizal, que a su vez provocó la rotación antihoraria de la cordillera 

Chongón-Colonche en el Oligoceno y Mioceno temprano. En esta etapa se pueden 

identificar estructuras contraccionales asociadas a la extensión y rotación de la 

zona, que dieron lugar a la apertura de esta cuenca (Deniaud et al., 1999; Shepherd 

y Moberly, 1981).  

 

Posteriormente, en el Mioceno medio – superior, ocurrió una reactivación de 

eventos tectónicos que implicaron el levantamiento andino y la formación de 

fallas a lo largo de la cuenca Progreso (Deckelman et al., 2008; Higley, 2004). 



 

12 

 

 

 
 

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

Perú (Aguilar et al., 2009). 

 

b) Sección estratigráfica. La secuencia estratigráfica del campo Pacoa comprende 

depósitos sedimentarios desarrollados sobre corteza oceánica y que se extienden 

desde el Cretácico hasta el Terciario inferior (Figura 3). Esta secuencia está 

compuesta por la formación Estancia del Paleoceno inferior, que probablemente 

se encuentra en discordancia sobre rocas Cretácicas concernientes a la formación 

Santa Elena (Jaillard et al., 1995).  

 

En cuanto al Eoceno inferior-medio, la formación Clay Pebble Beds (CPB) se 

sobrepone en discordancia a la formación Rosario (Eoceno inferior) y se sitúa por 

debajo de las formaciones más jóvenes como Socorro, Seca y Punta Ancón 

(Eoceno medio), tal como se observa en la Figura 3 (Benítez y Acosta, 2021; 

Jaillard et al., 1995). 
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 Formación Piñón. Esta unidad litológica está compuesta principalmente por 

toleitas metamórficas asociadas a rocas basálticas de la dorsal oceánica Pacífico – 

Faralló. También se observa estratificación de porfiritas ígneas con lutitas 

tobáceas en pequeñas cantidades, junto con evidencia de cierto grado de erosión 

(Aizprua et al., 2019; Dostal et al., 1987; Higley, 2004; Núñez, 2003). 

 

 Formación Cayo. Se encuentra sobreyaciendo rocas piroclásticas de edad 

cretácica concernientes a la formación Piñón. La secuencia está compuesta por 

brechas, areniscas de color café a verde oscuro e intercalaciones de pizarras 

arcillosas. También se encuentran lutitas tobáceas y tobas de lapilli estratificadas 

de color gris verdoso, las cuales fueron depositadas en un entorno marino poco 

profundo (Benítez y Acosta, 2021; Jaillard et al., 1995). 

 

 Formación Santa Elena. Esta unidad litológica data al Maastrichtiense – 

Paleoceno inferior y tiene un espesor aproximado de 1600 ft (Benítez y Acosta, 

2021). En cuanto a su litología, está compuesta por areniscas silicificadas, pelitas 

silíceas y tobáceas, junto con intercalaciones de lutitas verdes y cherts grises. 

Además, se caracteriza por la presencia de fallas en planos de cizalla suavemente 

inclinados hacia el sur, así como pliegues de orientación este - oeste (Jaillard et 

al., 1995). 

 

 Grupo Azúcar. Esta agrupación se encuentra sobreyaciendo de manera 

discordante a la formación Santa Elena y comprende desde su parte basal hasta el 

tope las formaciones Estancia, Engabao y Chanduy, las cuales fueron depositadas 

durante el Paleoceno inferior y superior (Benítez y Acosta, 2021). 

 

La formación Estancia está compuesta por cuarcitas y areniscas micáceas de grano 

fino, con intercalaciones de carbonatos y lutitas negras endurecidas. Por otro lado, 

la formación Engabao presenta una secuencia de areniscas de color café y gris con 

concreciones tipo “baja de cañón”. En la parte superior, se encuentra la formación 

Chanduy, que se caracteriza por capas gruesas de conglomerados con cantos 

rodados de cuarcitas, junto a una secuencia de areniscas grises y turbidíticas 

(Benítez y Acosta, 2021; Núñez, 2003). 
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 Formación Rosario. Esta unidad litológica se encuentra sobreyaciendo la 

discordancia Paleoceno-Eoceno y consiste en un conglomerado basal depositado 

en un fondo marino tectónicamente activo, correspondiente a un ambiente 

turbidítico. Durante la sedimentación de la formación Rosario, ocurrió un evento 

tectónico regional importante que generó una discontinuidad, marcando así el 

límite entre el Eoceno inferior y medio (Buitrón, 2018).  

 

 Grupo Ancón. Esta agrupación se encuentra sobreyaciendo la discordancia sobre 

la formación Rosario y comprende las formaciones Clay Pebble Beds, Socorro, 

Seca y Punta Ancón, las cuales fueron depositadas durante el Paleoceno medio 

(Benítez y Acosta, 2021; Feininger, 1987).  

 

En la parte basal se encuentra la formación Clay Pebbles Beds (CPB), con un 

espesor aproximado de 2500 ft. Esta unidad litológica está compuesta por una 

matriz arcillosa de color gris verdoso y cantos rodados pulidos, junto a guijarros 

de arcilla y olistolitos endurecidos (Benítez y Acosta, 2021; Feininger, 1987). 

 

Sobreyaciendo a la formación CPB se encuentra la formación Socorro, la cual fue 

depositada por procesos gravitacionales de sedimentos en un ambiente de aguas 

profundas, aunque intervalos ricos en materia orgánica depositados en aguas 

marino-someras, han sido reportados al norte de la falla Posorja en la zona de la 

isla Puná. Consiste en una secuencia clástica de lutitas, limolitas e intercalaciones 

de areniscas turbidíticas de grano fino a medio (Marchant, 1957; J. Murray, 1925).  

 

En discordancia con la formación Socorro, se encuentra la formación Seca. Esta 

unidad litológica está compuesta por argilitas de color gris verdoso y blancas con 

intercalaciones de arenisca fina. Además, incluye lutitas yesíferas de color gris a 

marrón intercaladas con areniscas de grano fino a medio. Estos sedimentos fueron 

depositados en un entorno marino de plataforma (Benítez y Acosta, 2021). 

 

Sobreyaciendo la formación Seca se encuentra la formación Punta Ancón, con un 

espesor aproximado de 490 ft. Esta unidad litológica exhibe fallas de distensión y 

una base erosiva que incluye areniscas tobáceas de grano fino a grueso de color 

gris a pardo, intercaladas con lutita (Benítez y Acosta, 2021; Sheppard, 1928).  
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Figura 3. Columna estratigráfica del campo Pacoa (Benítez y Acosta, 2021; Buitrón, 2018; 
Feininger, 1987; Feininger y Bristow, 1980; Jaillard et al., 1995; Núñez, 2003). 
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2.2  CARACTERÍSTICAS GEOQUÍMICAS DE LA ROCA MADRE 

La roca madre o también denominada roca fuente, es una roca sedimentaria de grano fino 

que contiene una alta cantidad de materia orgánica y tiene la capacidad de generar y 

expulsar hidrocarburos a lo largo del tiempo geológico (Tissot y Welte, 1984). 

Normalmente las lutitas negras son características de este tipo de rocas por su alto 

contenido de materia orgánica, debido a la incorporación de restos de organismos vivos 

durante el depósito de la roca (Herrera, 2020).  

 

2.2.1  Materia orgánica precursora. 

a) Composición química de la materia orgánica. Todos los organismos se 

componen de las mismas clases químicas básicas, siendo los hidratos de carbono, 

las proteínas y los lípidos los más importantes desde el punto de vista geoquímico. 

Además de la lignina, taninos y otros compuestos que se encuentran presentes en 

las plantas superiores en cantidades significativas (Killops y Killops, 2005). 

 

 Carbohidratos. Estas moléculas están compuestas por carbono, hidrógeno y 

oxígeno en proporciones específicas, y se representan generalmente mediante la 

fórmula Cn(H2O)n (Killops y Killops, 2005). Los carbohidratos abarcan desde 

compuestos simples como los azúcares, a complejos macromoleculares como la 

celulosa (Lorenzo y Morato, 2018). Son fuente de energía y también forman los 

tejidos de sostén de las plantas y ciertos animales (Tissot y Welte, 1984). 

 

 Proteínas. Son macromoléculas biológicas compuestas por cadenas lineales de 

aminoácidos y representan una parte importante de los compuestos de nitrógeno 

en los organismos (Tissot y Welte, 1984). Cuando los organismos que contienen 

proteínas como las bacterias, algas y otros organismos marinos, son depositados 

y sometidos a procesos de enterramiento y diagénesis, se descomponen y se 

transforman en moléculas orgánicas más simples, como aminoácidos y péptidos. 

Posteriormente, con el tiempo, estos compuestos pueden convertirse en 

hidrocarburos a través de los procesos de catagénesis y metagénesis (Killops y 

Killops, 2005). 
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 Lípidos. Son moléculas orgánicas que incluyen grasas, aceites vegetales, y ceras. 

Estas moléculas son insolubles en agua y se caracterizan por tener una alta 

proporción de carbono e hidrógeno en relación con el oxígeno. La presencia de 

organismos ricos en lípidos, como el plancton, es de gran importancia en la 

formación del petróleo, ya que su contribución a la materia orgánica en la roca 

madre es significativa (Killops y Killops, 2005). 

 

 Ligninas, taninos, resinas y compuestos afines. La lignina es una sustancia 

estructural que brinda soporte a los tejidos vegetales, mientras que los taninos son 

compuestos colorantes y astringentes que se encuentran en plantas, hongos y 

algas. Las resinas por su parte son sustancias resistentes a los ataques químicos y 

se encuentran presentes en la madera y la cubierta de las hojas. Estos 

constituyentes pueden reconocerse en los hidrocarburos mediante sus derivados 

conocidos como macerales (Lorenzo y Morato, 2018).  

 

Los macerales pueden ser identificados en los hidrocarburos, debido a que son los 

constituyentes orgánicos individuales del carbón, que pueden ser reconocidos a 

nivel microscópico (Peters y Cassa, 1994). Los tres grupos principales de 

macerales son: vitrinita, inertinita y exinita, donde este último tiene un excelente 

potencial generador de petróleo, mientras que los demás generan principalmente 

gas (Killops y Killops, 2005). 

 

b) Tipo de materia orgánica. El tipo de materia orgánica presente en la roca 

sedimentaria está representado por el tipo de querógeno que se encuentra en ella. 

El querógeno es la porción de la materia orgánica que es insoluble en solventes 

orgánicos comunes y que se origina de la descomposición y transformación de los 

componentes de plantas, animales y bacterias depositados en el sedimento 

(Durand, 1980; Tissot y Welte, 1984). 

 

La composición y estructura del querógeno puede variar dependiendo de la 

materia orgánica incorporada al sedimento, el ambiente de deposición y las 

condiciones fisicoquímicas del entorno (Hunt, 1996). La relación entre las 

concentraciones de carbono e hidrógeno es importante en la determinación del 

tipo de querógeno y, por consiguiente, la materia orgánica que lo generó, ya que 
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la concentración de hidrógeno puede indicar las condiciones oxidantes o 

reductoras del entorno de deposición (Tissot y Welte, 1984). En la tabla 1 se 

presentan los tipos de querógenos según sus propiedades químicas. 

 

Tabla 1. Clasificación del querógeno según sus propiedades químicas (Hunt, 1996; Peters et al., 

2005; Tissot y Welte, 1984). 
 

Tipo de 

querógeno 
H/C O/C 

Ambiente de 

sedimentación 
Características 

I 

Sapropélico 
1,5 < 0,1 

Ambientes lacustrinos. 

Material de origen 

algal. 

- Alto contenido de material 

lipídico. 

- Potencial generador de 

petróleo. 

II 

Planctónico 
1,3-1,5 < 0,2 

Ambientes marinos o 

transicionales. 

Material planctónico. 

- Posee gran cantidad de 

anillos nafténicos. 

- Potencial generador de 

petróleo y gas. 

III 

Húmico 
0,8-1,0 0,4-0,2 

Ambientes terrestres. 

Material proveniente de 

restos leñosos. 

- Gran proporción de núcleos 

poliaromáticos. 

- Produce principalmente 

gas. 

IV < 0,7 ~0,3 

Materia orgánica 

fuertemente oxidada o 

carbonizada. 

- Presenta ausencia de 

cadenas alifáticas. 

- Sin potencial generador de 

hidrocarburos. 

 

c) Madurez térmica de la materia orgánica.  La madurez térmica hace referencia a 

la evolución térmica del querógeno y su transformación en hidrocarburos, a través 

de diferentes etapas de evolución térmica y soterramiento de la materia orgánica, 

como se observa en la Figura 4 (Lorenzo y Morato, 2018). Estas etapas son: 

 

 Diagénesis. Se encuentra marcada por una importante disminución de oxígeno y 

un aumento correlativo del contenido de carbono con el aumento de la 

profundidad (Vandenbroucke y Largeau, 2007).  
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Durante esta etapa de soterramiento temprana ocurren reacciones químicas y 

biológicas a baja temperatura (inferior a 50°C) y a poca profundidad, dando lugar 

a que los biopolímeros sean sometidos a un ataque microbiano (Killops y Killops, 

2005; Speight, 2006). Este ataque microbiano provoca la degradación de los 

biopolímeros en componentes más simples. Estos componentes al ser sometidos 

a procesos de condensación y polimerización, se convierten en una serie de 

compuestos estructurados conocidos como “geopolímeros”, que son precursores 

del querógeno. Durante la diagénesis, la descomposición de la materia orgánica 

da lugar principalmente a la generación de metano “biogénico” (Tissot y Welte, 

1984). 

 

 Catagénesis. Se caracteriza por una disminución significativa del contenido de 

hidrógeno y de la relación H/C debido a la generación y liberación de 

hidrocarburos (Tissot y Welte, 1984). En esta etapa, a medida que aumenta la 

temperatura (generalmente entre los 50° y 200°C), se producen roturas de diversos 

enlaces que dan lugar a la formación de hidrocarburos a partir del querógeno. 

Durante esta fase, se alcanza la “ventana de petróleo” que es el intervalo de 

profundidad en el cual la roca madre genera y expulsa la mayor parte del crudo 

(Hunt, 1996). Dentro de la ventana de petróleo el querógeno tipo I y II producen 

tanto petróleo como gas, mientras que el querógeno tipo III produce 

principalmente hidrocarburos gaseosos (Peters y Cassa, 1994). 

 

Los incrementos posteriores de la profundidad, temperatura y presión producen 

un fraccionamiento de las cadenas por rotura de enlaces C-C, dando lugar al 

incremento en la producción de gas seco o metano catagénico (Mc Carthy et al., 

2011). 

 

 Metagénesis. Es la etapa final de la alteración de la materia orgánica, y ocurre en 

zonas profundas con un alto gradiente geotérmico. Durante el inicio de la 

metagénesis se produce un importante reordenamiento estructural del querógeno 

residual (Tissot y Welte, 1984).  

 

En esta etapa, se generan ligeras cantidades de metano provenientes de la 

transformación del querógeno. A medida que disminuye la producción de metano, 
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comienza a formarse un material con alto contenido de carbono que actúa como 

precursor del grafito (Hunt, 1996). 

 

 

 Figura 4. Etapas de evolución térmica y soterramiento de la materia orgánica (Tissot y Welte, 

1984). 

 

d) Ambiente sedimentario de depósito de la materia orgánica. El ambiente 

sedimentario es el entorno deposicional en el cual los sedimentos se acumulan y 

conservan a lo largo del tiempo. Se distingue de las áreas adyacentes debido a la 

combinación de procesos geológicos y condiciones ambientales que lo 

caracterizan (Reineck y Singh, 1980). 

 

La concentración y preservación de la materia orgánica en los sedimentos depende 

de condiciones ambientales favorables (Hunt, 1996). En primer lugar, se requiere 

un bajo contenido de oxígeno para crear un entorno reductor que proteja el 

material orgánico de la oxidación. En segundo lugar, es necesario que la 

concentración de la materia orgánica depositada sea suficiente para permitir su 

acumulación. Por último, este proceso debe tener lugar en ambientes de baja 

energía que permitan la deposición simultánea de partículas pequeñas de 

sedimentos (Tissot y Welte, 1984). 
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La presencia de estratificación en el agua es otra condición importante que 

favorece la conservación de la materia orgánica a través de la sedimentación. 

Según Demaison y Moore (1980), existen cuatro entornos principales en los 

cuales se forman sedimentos ricos en materia orgánica.  

 

Estos entornos deposicionales incluyen lagos, cuencas barradas o restringidas, 

plataformas continentales con afloramientos y eventos anóxicos en cuencas 

oceánicas. En todos estos escenarios, es fundamental que se produzcan en 

condiciones anóxicas en la columna de agua por encima de la interfase sedimento-

agua para asegurar la preservación de la materia orgánica. Esto restringe la 

actividad microbiana a organismos anaerobios (Dembicki, 2022).  

 

Existen tres tipos principales de ambientes deposicionales: continental, 

transicional, y marino (Figura 5). Cada tipo de ambiente sedimentario presenta 

características únicas que influyen en los tipos de sedimentos y materia orgánica 

que se acumulan en ellos (Balasubramanian y Kalasaiah, 2013). 

 

 Ambiente continental. Los ambientes continentales incluyen áreas como desiertos, 

glaciares, llanuras aluviales, zonas pantanosas y lacustres. Los sedimentos 

depositados en estas áreas forman en su mayoría rocas sedimentarias detríticas o 

clásticas como areniscas, limolitas, brechas y conglomerados (Reineck y Singh, 

1980).  

 

 Ambiente transicional. Los ambientes transicionales se encuentran entre 

ambientes marinos y no marinos e incluyen deltas, playas, lagunas, estuarios y 

planicies de marea. Los sedimentos que están presentes en estas áreas son una 

mezcla de materiales derivados de los continentes (clásticos y orgánicos) y los del 

océano (químico y bioquímico). En los entornos de mayor energía, como las zonas 

costeras, se deposita principalmente arena, mientras que en ambientes tranquilos 

como los deltas y lagunas prevalecen la deposición de lodos y arcillas (Biju-

Duval, 2002).  
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 Ambiente marino. Los sedimentos marinos son ricos en materia orgánica debido 

a la abundancia de organismos marinos, como algas, plancton y organismos 

bentónicos. Los sedimentos se acumulan rápidamente en el margen continental 

(neríticos) y lentamente en las profundidades del océano (pelágicos) (Reineck y 

Singh, 1980).  

 
Figura 5. Principales ambientes sedimentarios de depósito (modificado de Perkins, 2022).  

 

2.2.2  Constituyentes del bitumen o petróleo crudo. 

El petróleo crudo, al igual que el bitumen asociado en las rocas, es una mezcla de 

componentes cuya volatilidad, gravedad específica y viscosidad pueden variar 

ampliamente dependiendo del compuesto. Estos componentes se conforman 

principalmente por carbono (82 – 87%) e hidrógeno en un (11,8 – 14,7%), junto con otros 

elementos como el azufre (0,1 – 5,5 %), oxígeno (0,1– 4,5%), nitrógeno (0,1 – 1,5 %) y 

trazas de metales como níquel, vanadio, arsénico y plomo en proporciones menores al 

0,1% (Chaudhuri, 2011; Killops y Killops, 2005; Levorsen, 2001). 
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a) Componentes saturados. Un hidrocarburo saturado es un compuesto en el cual 

todos los átomos de carbono se encuentran unidos por enlaces simples (Killops y 

Killops, 2005). Dentro de esta fracción, se distinguen dos subclases: parafinas 

(Figura 6a), conformadas por cadenas de hidrocarburos lineales y ramificadas; y 

naftenos (Figura 6b), conformados por estructuras cíclicas de enlace simple, 

conocidas también como cicloalcanos (Chaudhuri, 2011). 

 

 
Figura 6. Estructura molecular de hidrocarburos parafínicos y nafténicos (Killops y Killops, 

2005). 

 

Según Dembicki (2022), los hidrocarburos saturados poseen las siguientes 

características: 

 

 No son polares. 

 Las uniones entre elementos se encuentran formadas por enlaces simples. 

 Son solubles en solventes orgánicos de bajo peso molecular (n-Pentano, n-

Hexano). 
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b) Componentes aromáticos. Son compuestos cíclicos formados por enlaces dobles, 

caracterizados por poseer una elevada estabilidad. El hidrocarburo más conocido 

de esta fracción es el benceno (Figura 7), pero es posible encontrar estructuras 

policíclicas formadas por múltiples estructuras resonantes derivadas del anillo 

bencénico (Killops y Killops, 2005). 

 

 

Figura 7. Estructura molecular del benceno (Killops y Killops, 2005). 

 

Según Dembicki (2022), la fracción de hidrocarburos aromáticos posee las 

siguientes características: 

 

 Baja polaridad. 

 Las uniones entre elementos se encuentran formadas por enlaces dobles. 

 Son solubles en solventes orgánicos como el tolueno. 

 Son compuestos muy estables. 

 

c) Componentes polares (resinas y asfaltenos). Corresponden a componentes de 

elevado peso molecular que se encuentran separados de la estructura principal del 

querógeno, como se muestra en la Figura 8 (Killops y Killops, 2005).   

 

Debido a que gran parte del nitrógeno (N), azufre (S) y oxígeno (O) presente en 

el crudo se encuentra asociado a estas fracciones, a menudo suelen ser 

denominados compuestos polares NSO (Hsu y Robinson, 2019; Killops y Killops, 

2005). 
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Figura 8. Composición de la materia orgánica diseminada en rocas sedimentarias (modificado 

de Killops y Killops, 2005). 

 

En cuanto a su estructura dentro del petróleo crudo y el bitumen, los asfaltenos 

existen como moléculas dispersas libremente en una solución coloidal, siendo 

estabilizados por moléculas de resinas en una configuración tipo micela (Figura 

9). Estos coloides tienden desestabilizarse frente a cambios de presión y 

temperatura, provocando la precipitación de la fracción asfáltica (Dembicki, 2022; 

Hsu y Robinson, 2019). 

 

 

Figura 9. Estructura coloidal de hidrocarburos polares (resinas y asfaltenos) (Hsu y Robinson, 

2019). 
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Según Dembicki (2022), las fracciones constituyentes de los hidrocarburos 

polares poseen las siguientes características: 

 

Tabla 2. Comparativa entre fracciones polares del bitumen (Dembicki, 2022). 

 

Resinas Asfaltenos 

- Líquidas. - Sólidos. 

- Solubles en algunas parafinas normales, 

como n-pentano o n-heptano. 

- No solubles en solventes orgánicos de 

bajo peso molecular. 

- Bajo peso molecular, en el rango de 250 a 

1000 Da. 

- Alto peso molecular, en el rango de 1000 

a 50000 Da. 

 

d) Trazas de metales. El petróleo crudo contiene algunos componentes inorgánicos 

metálicos, dentro de los cuales el níquel (Ni) y el vanadio (V) suelen ser los más 

abundantes, mientras que el resto de los oligoelementos se encuentran presentes 

en concentraciones mucho más bajas (Yen, 1975). 

 

Según Yen (1975), los metales ligados a la matriz orgánica del petróleo crudo 

pueden haberse originado de varias formas: 

 

 Mediante la incorporación y diagénesis de complejos metálicos del material 

biológico regional. 

 A través de la incorporación de la matriz orgánica durante la diagénesis del 

material biológico en la roca madre. 

 A través de la absorción de una fase acuosa o de fases minerales durante la 

migración primaria o secundaria.  

 A partir del agua de formación o de los minerales de las rocas del yacimiento. 

 

La utilidad del estudio de la concentración de estos metales en muestras de crudos, 

radica en que generalmente este valor varía dependiendo del medio en el cual fue 

depositada la materia orgánica y el tipo de roca precursora del crudo, lo que 

permite inferir datos sobre la litología y condiciones de sedimentación de la roca 

madre (Yen, 1975). Esto se explica con el proceso de degradación de la clorofila 

en los sedimentos, en donde se pierde el ion magnesio del centro de la estructura 

de la porfirina y esta capta níquel o vanadio. Las porfirinas transportan el níquel 
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y el vanadio en las mismas proporciones establecidas en el entorno deposicional. 

Durante la generación y la migración, estas estructuras de porfirina se incorporan 

al crudo y son transportadas hasta el yacimiento, conservando esta información 

sobre las proporciones de níquel y vanadio en la roca madre (Dembicki, 2022). 

De esta manera, el petróleo cuyo origen es marino se caracteriza por poseer una 

alta concentración de Ni y V, siendo el contenido de vanadio relativamente 

superior al de Níquel. Por otro lado, en la materia orgánica procedente de plantas 

superiores el contenido de metales suele ser insignificante. Mientras que, en 

ambientes de transición, la materia orgánica posee concentraciones elevadas de 

Ni respecto a V (Yen, 1975). Sin embargo, las concentraciones de estos metales 

pueden verse influenciadas por procesos de alteración térmica, desasfaltado, 

biodegradación, lavado por aguas o durante la migración. Esto vuelve más 

apropiado el uso de la relación V/Ni, ya que esta tiende a ser constante debido a 

las similitudes estructurales entre los compuestos organometálicos que contienen 

vanadio y níquel (Lewan y Maynard, 1982). Esta característica hace que la 

relación V/Ni sea uno de los parámetros más útiles para determinar tanto el origen 

de los materiales orgánicos precursores como las correlaciones crudo-crudo o 

crudo-roca madre (Hunt, 1996; Lewan, 1984).  

 

e) Contenido de Azufre. El azufre es el tercer constituyente atómico más abundante 

del petróleo crudo. Se encuentra presente principalmente en las fracciones polares, 

asociado a estructuras policíclicas que a su vez contienen nitrógeno y oxígeno 

(compuestos NSO), o como azufre elemental (Hsu y Robinson, 2019).  

 

El contenido de azufre (S) puede reflejar en cierta medida, el tipo de aporte de 

materia orgánica a la roca madre y sus condiciones ambientales. Las rocas madres 

carbonatadas depositadas en un ambiente marino dominado por condiciones 

reductoras, suelen tener altos contenidos de azufre, mientras que las rocas madres 

depositadas en un entorno siliciclástico generalmente tienen bajos contenidos de 

azufre (Gransch y Posthuma, 1973; Moldowan et al., 1985). 

 

La tendencia hacia altas concentraciones de azufre en los crudos procedentes de 

rocas carbonatadas es comprensible debido a los ambientes altamente reductores 

durante su deposición, donde los compuestos de azufre reducido son abundantes 
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como resultado de la reducción microbiana del sulfato (Barbat, 1967; Demaison 

y Bourgeois, 1984). Sin embargo, la razón principal del alto contenido de azufre 

en los crudos de rocas carbonatadas es la falta de un aceptor inorgánico para el 

H2S (Moldowan et al., 1985). Debido a esto, es importante tener en cuenta que la 

concentración de este elemento puede verse afectada por procesos de alteración 

secundaria, como la alteración térmica, la biodegradación y el lavado por agua  

(Bailey y Krouse, 1973; Orr, 1974; Palmer, 1984).  

 

2.2.3  Biomarcadores. 

Los biomarcadores, también conocidos como marcadores biológicos, son 

compuestos orgánicos complejos que se derivan de antiguos organismos vivos (Eglinton 

y Calvin, 1967). Estos compuestos se encuentran presentes en los sedimentos y han sido 

preservados de manera intacta o con cambios estructurales mínimos a lo largo del proceso 

de sedimentación y durante la diagénesis (García et al., 1999; Peters et al., 2005). Trebs 

(1934) fue el primero en desarrollar el concepto de biomarcadores, a través de su trabajo 

pionero sobre la identificación de porfirinas en petróleos crudos. Sugirió que estas 

porfirinas se generaban a partir de las clorofilas de las plantas. Blumer et al. (1964) y 

Blumer y Thomas (1965) aislaron pristano de sedimentos marinos y concluyeron que 

derivaba de la cadena lateral fitol de la clorofila. Posteriormente, otros investigadores 

informaron de la presencia de varias clases de compuestos orgánicos resistentes a la 

degradación y reconocieron sus aplicaciones como biomarcadores (Moustafa y Morsi, 

2012). 

 

Los marcadores biológicos pueden ser medidos tanto en el petróleo crudo como 

en los extractos de las rocas generadoras de petróleo, lo que proporciona un método de 

correlación entre ambos (Peters et al., 2005). La determinación de las correlaciones crudo-

crudo y crudo-roca madre, son esenciales para evaluar el potencial petrolero de una 

cuenca sedimentaria (Escobar, 2008). 

 

Los biomarcadores también desempeñan un papel importante al proporcionar 

información sobre la materia orgánica de la roca madre, las condiciones ambientales 

durante su deposición y enterramiento (diagénesis), la madurez térmica experimentada 
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por la roca o el petróleo (catagénesis), el grado de biodegradación, la edad y litología de 

la roca madre (Peters et al., 2005). 

 

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

hidrocarburos saturados, comprenden familias químicas muy diversas, abarcando desde 

estructuras simples como los n-alcanos e isoprenoides, hasta compuestos complejos como 

los terpanos y esteranos (García et al., 1999).  

 

A continuación, se entrará en detalle algunos biomarcadores saturados de interés 

para la presente investigación:  

 

a) Isoprenoides. Los isoprenoides son moléculas de hidrocarburos saturados con 

estructura ramificada, y constan de una diversa clase de compuestos orgánicos 

derivados del  isopreno, que está formado por 5 átomos de carbono (Waples, 

1985).  

 

Estas moléculas pueden presentar tres tipos de arreglos de unidades de isopreno. 

Los enlaces cabeza-cola son los más abundantes e incluyen el pristano, fitano y 

otros miembros de una serie homóloga de C40. Por otro lado, están los 

isoprenoides cuyas combinaciones tienen un enlace cabeza-cabeza o de cola-cola, 

un ejemplo de este último es el escualeno y los triterpanes derivados de él (Killops 

y Killops, 2005).  

 

Los isoprenoides regulares más frecuentes son el pristano (2,6,10,14-

tetrametilpentadecano) y el fitano (2,6,10,14-tetrametilhexadecano), compuestos 

alifáticos ramificados que derivan de la molécula de fitol asociada a la estructura 

de la clorofila, ya sea en condiciones reductoras (fitano) o en condiciones 

oxidantes (pristano) (Killops y Killops, 2005).  

 

La relación pristano/fitano, se ha utilizado principalmente como indicador de las 

condiciones redox del ambiente de sedimentación de la roca madre (Didyk et al., 

1978). Por tanto, un valor inferior a la unidad sugiere condiciones anóxicas, 

mientras que valores entre uno y tres indican condiciones subóxicas-disóxicas, lo 

que implica la presencia de niveles bajos a moderados de oxígeno. Si alcanza 

https://es.wikipedia.org/wiki/Isopreno
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valores mayores a uno, se tienen condiciones óxicas  (Peters et al., 2005; Tissot y 

Welte, 1984). 

 

La relación anteriormente descrita en combinación con sus n-alcanos Pr/n-C17 y 

Ph/n-C18, han sido utilizadas para obtener información sobre el ambiente 

deposicional de los sedimentos y también como parámetros de correlación entre 

crudos y extractos de roca madre (Alexander et al., 1981; Philp, 1985). Sin 

embargo, es importante tener en cuenta que estas relaciones se ven 

significativamente afectadas por la biodegradación, lo que provoca un aumento 

en las proporciones debido a la pérdida de n-alcanos. Además, estas relaciones 

tienden a disminuir con una mayor madurez térmica del crudo, debido a una 

mayor generación de n-alcanos a partir del querógeno (Peters et al., 2005). Hunt 

(1996) elaboró un gráfico de Pr/n-C17 vs. Ph/n-C18 (Figura 10), el cual permite 

clasificar crudos y extractos de rocas por su origen. 

 

 

Figura 10. Diagrama de Hunt Pr/n-C17 vs Ft/n-C18 (Hunt, 1996). 
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b) Alcanos lineales. Los n-alcanos o n-parafinas son hidrocarburos saturados muy 

abundantes, que se caracterizan por una estructura lineal en cadenas largas, en las 

que predominan las de número impar de átomos de carbono. Son fácilmente 

detectables a través de cromatografía de gases, y proveen información sobre la 

fuente de materia orgánica y la madurez (Philp, 1985). 

 

La distribución de n-alcanos ha sido ampliamente utilizado como un indicador del 

ambiente deposicional de la roca madre (Eglinton y Hamilton, 1967). A partir de 

diversos estudios de correlación, se ha establecido que la distribución de alcanos 

con predominio de n-parafinas superiores a C25, con un máximo frecuente en la 

cadena C27, y C29, y un segundo máximo comprendido entre C25 y C33,  es 

consistente a una estructura de tipo bimodal, la cual es asociada a materia orgánica 

de tipo continental derivada de plantas superiores (raíces, tallos y hojas) 

(Kolattukudy, 1970). En cuanto al predominio de n-parafinas en el intervalo de 

C12-C20, con un máximo en la cadena de C15 y C17, corresponde a materia orgánica 

marina, con presencia de fitoplancton, zooplancton y algas bénticas (Peters y 

Moldowan, 1993; Philp, 1985). 

 

La biodegradación influye en la distribución de n-alcanos en combustibles fósiles, 

reduciendo su utilidad como herramienta de correlación, debido a la eliminación 

selectiva de porciones de n-parafinas (Moldowan et al., 1985). En las primeras 

etapas de degradación bacteriana, ocurre la remoción de n-alcanos de bajo peso 

molecular, seguidas por los alcanos de intervalo medio entre C16 a C25, y por 

último aquellas que están por encima a C25 (Philp, 1985). 

 

La distribución original de los alcanos lineales, también se ve influenciada por la 

madurez. A medida que el proceso de maduración progresa, los n-alcanos de alta 

masa molecular tienden a convertirse en alcanos de baja masa molecular, sin 

preferencia por pares e impares, hasta llegar a producir hidrocarburos ligeros y/o 

metano. A niveles tan altos de madurez, la distribución de n-alcanos son de poca 

utilidad como fuente de indicadores de madurez (Philp, 1985; Tissot y Welte, 

1984). 
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El índice de preferencia de carbono" (IPC), es un parámetro que permite conocer 

el nivel de madurez térmica de la roca madre (Tissot y Welte, 1984). Este 

parámetro consiste en la relación que se obtiene al dividir la suma de los alcanos 

con números de carbono impares entre la suma de los alcanos con números de 

carbono pares. (Peters et al., 2005). Los valores de IPC cercanos a la unidad se 

atribuyen a rocas madres térmicamente maduras. Por otro lado, los crudos que 

provienen de rocas madres inmaduras generalmente presentan valores de IPC 

superiores a la unidad, aunque para crudos asociados a secuencias de carbonatos 

y evaporitas, podrían presentar valores inferiores a uno (Peters et al., 2005).  

 

Existen diversas formas matemáticas para calcular este índice, sin embargo, las 

más empleadas son la fórmula de Bray y Evans a partir de los alcanos lineales de 

números impar a par en el rango C24 a C33 o la expresión más simplificada de 

Philippi que involucra sólo n-parafinas en el intervalo de C28 a C30 (Tissot y Welte, 

1984).  

 

Bray y Evans (1961) calcularon el IPC en el rango de C24-C33 como se observa en 

la ecuación 1:  

 

𝐼𝑃𝐶 =
1

2
[
𝐶25 +  𝐶27 + 𝐶29 + 𝐶31 + 𝐶33

𝐶24 + 𝐶26 + 𝐶28 + 𝐶30 + 𝐶32
+

𝐶25 +  𝐶27 + 𝐶29 + 𝐶31 + 𝐶33

𝐶26 + 𝐶28 + 𝐶30 + 𝐶32 + 𝐶34
]     (1) 

 

Philippi (1965) usó la relación IPC de forma más simplificada (Ecuación 2):  

 

                                                  𝐼𝑃𝐶 =
2𝐶29

𝐶28 + 𝐶30
                                                       (2) 

 

Por otra parte, Scalan y Smith (1970), establecieron una medida mejorada del 

predominio impar a par (OEP) (Ecuación 3) en los alcanos normales de los 

extractos de sedimentos y petróleo, el cual en la práctica se puede ajustar para 

incluir cualquier rango especifico de números de carbono. 

 

                                         𝑂𝐸𝑃 =
(𝐶21 + 6𝐶23 + 𝐶25)

(4𝐶22 + 4𝐶24)
                                            (3) 
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c) Terpanos. Los terpanos son compuestos triterpenoides que se encuentran 

principalmente en bacterias y cianobacterias (Tissot y Welte, 1984). La variedad 

de estructura y tamaño de los terpanos refleja funciones y orígenes biológicos 

igualmente diversos, por lo que los compuestos presentes en los crudos y 

sedimentos pueden proporcionar información sobre el tipo de materia orgánica, el 

grado de madurez, litología y biodegradación. Los terpanos se clasifican en: 

terpanos tricíclicos, tetracíclicos y pentacíclicos de acuerdo con el número de 

anillos condensados que tengan (Peters et al., 2005).  

 

 Terpanos tricíclicos. Son compuestos encontrados en las membranas de 

procariotas y algas (Ourisson et al., 1982). Esta serie de terpanos aparece 

principalmente en el rango de carbono C19 a C30, y se caracterizan por ser 

altamente resistentes a procesos secundarios. Esta resistencia los convierte en 

excelentes indicadores de madurez, y son muy útiles para la determinación de 

crudos marinos biodegradados (Philp, 1985). 

 

 Triterpanos tetracíclicos. Son compuestos químicos caracterizados por la fusión 

de cuatro anillos tipo hexano. Los terpanos tetracíclicos se encuentran en un rango 

de carbono de C24 a C27, y están asociados a aportes de materia orgánica terrestre, 

y su abundancia puede ser indicativo de un ambiente de depósito de carbonato o 

evaporita (Peters et al., 2005; Philp, 1985). 

 

 Triterpanos pentacíclicos. Son los más abundantes y sus precursores están 

ampliamente distribuidos entre las bacterias, cianobacterias, árboles tropicales, y 

líquenes. Se clasifican en dos grupos: los hopanoides u hopanos regulares, es la 

serie más abundante de terpanos presentes en el fragmentograma m/z 191. Estos 

compuestos abarcan un rango de longitud de cadena de C27 a C35, incluyendo 

también el moretano. Por otro lado, están los hopanos irregulares (no tienen una 

estructura tipo hopano), en este grupo incluye el oleanano y el gammacerano 

(Hunt, 1996). 

 

La configuración estereoquímica de los hopanoides cambia a medida que aumenta 

la madurez del material orgánico. Los hopanos con la configuración 17β(H) 

21β(H) son predominantes en muestras menos maduras, mientras que los hopanos 
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con la configuración 17α(H) 21β(H) son más comunes en crudos y rocas madres 

maduras (Peters et al., 2005). Además de los hopanos normales, se forma otra 

serie análoga conocida como moretanos. Los moretanos tienen la configuración 

17β(H) 21α(H) y se utilizan como indicadores de madurez en ambientes no 

hipersalinos (Hunt, 1996).  

 

También, debe señalarse que para los homohopanos (C31-C35), se forman 

epímeros 22S y 22R. Los compuestos precursores naturales que existen en los 

organismos vivos tienen la configuración 22R, pero a medida que el nivel de 

maduración aumenta, da lugar a una mezcla de epímeros 22R y 22S cuya relación 

es una proporción 40:60 (Philp, 1985). Este parámetro aumenta desde 0 hasta 

aproximadamente 0,6 durante la maduración y alcanza su equilibrio entre 0,57 y 

0,62, en este rango se ha alcanzado o superado la fase principal de generación de 

petróleo (Seifert y Moldowan, 1980). En estas etapas avanzadas de generación de 

petróleo, la relación 22S/22R puede estar significativamente alterada, lo que 

dificulta su interpretación como indicador de madurez (Peters et al., 2005). 

 

La distribución relativa de homohopanos se usa también como indicador del 

paleoambiente deposicional (Peters et al., 2005). En condiciones oxidantes, las 

distribuciones de los hopanoides C31 a C35 muestran una disminución progresiva 

en la longitud de la estructura (Hunt, 1996). Esta característica ha sido vinculada 

con crudos que provienen de rocas generadoras de tipo siliciclásticas. Por otra 

parte, altas concentraciones relativas de hopanos C35 se asocian comúnmente con 

carbonatos marinos o evaporitas (Clark y Philp, 1989; Connan et al., 1986). 

 

Las relaciones de hopano C29/C30 y C35/C34, también se emplean para definir el 

tipo de roca madre. La proporción C35/C34 (< 0,6) se asocian a rocas madres 

marinas de tipo clásticas (lutitas), mientras que valores (> 0,8 ), combinado con 

un alto contenido de hopano C29/C30 (> 0,6) son característicos de rocas madres 

carbonáticas (Peters et al., 2005). 

 

Dentro de la familia de los hopanoides, el 17α(H)-22,29,30-trisnorhopano (Tm) y 

el 18α(H)-22,29,30-trisnorneohopano (Ts), también son biomarcadores 

importantes. La relación Ts/Tm, se utiliza como indicador de madurez en estudios 
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geoquímicos. Sin embargo, es importante tener en cuenta que esta relación solo 

es significativa cuando se correlaciona en crudos de una misma roca madre y del 

mismo tipo de facies orgánicas (Peters et al., 2005). Adicionalmente, este 

parámetro también es empleado para determinar el tipo de roca madre. Para 

valores de Ts/Tm inferiores a la unidad son rocas madres carbonáticas, 

depositadas en ambientes reductores y para valores superiores son habituales en 

crudos que derivan de rocas madres depositadas en ambientes subóxicos 

(McKirdy et al., 1984). 

 

En cuanto a los compuestos no-hopanoides, se destaca el gammacerano y el 

oleanano. El gammacerano se deriva del tetrahimanol y generalmente se asocia 

con ambientes de alta salinidad, por la estratificación de la columna de agua 

(Damsté y De Leeuw, 1995). Por otro lado, el oleanano es un indicador del aporte 

de sedimentos de material vegetal superior (angiosperma) en sedimentos marinos, 

por lo que también puede utilizarse como indicador de la edad geológica 

correspondiente al Cretácico superior o el Terciario (Moldowan et al., 1994). 

  

d) Esteranos. Los esteranos son compuestos derivados de los esteroles, ampliamente 

distribuidos en las plantas y microorganismos. Los esteroles C27 o colesterol, 

provienen del zooplancton, el homólogo C28 o ergosterol de algas marinas y los 

esteroles C29 o fucosterol de plantas superiores (Philp, 1985).  

 

Los esteroles existentes en los organismos vivos, se caracterizan generalmente por 

contener un enlace doble y presentarse naturalmente como el epímero 20R, con la 

configuración biológica 14α(H) 17α(H). A medida que avanza la diagénesis, el 

doble enlace se hidrogena y se forma un nuevo centro y por consiguiente una 

mezcla estereoquímica de 5α(H) y 5β(H), con predominio del 5α(H) debido a su 

mayor estabilidad térmica. Asimismo, conforme sigue aumentando el nivel la 

madurez, los isómeros 14α(H) 17α(H) son formados como una mezcla de 

epímeros 20R y 20S (Philp, 1985). 

 

La proporción 20R y 20S ha sido mencionada en la literatura en forma 

simplificada como %20S, cuya relación es definida como 20S/ (20R + 20S). Este 

parámetro aumenta desde 0 hasta 0,5 con el aumento de la madurez, y alcanza o 
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supera la fase principal de generación de crudo (equilibrio) en 0,55. Aunque esta 

relación puede emplearse para cada uno de los esteranos regulares, es 

ampliamente usada en el C29, debido a su fácil identificación en el 

fragmentograma m/z 217 (Peters et al., 2005; Philp, 1985).   

 

Otro parámetro de madurez obtenido de los esteranos es la proporción entre 

𝑎𝑎𝑎/𝛼𝛽𝛽. El 𝑎𝑎𝑎 es producida biológicamente y cambia gradualmente de 

acuerdo con la madurez a una mezcla de 𝑎𝑎𝑎 y 𝛼𝛽𝛽. Dado que, para cada especie 

𝑎𝑎𝑎 y 𝛼𝛽𝛽 existen los isómeros 20S y 20R, se generan cuatro estereoisómeros 

para cada uno de los esteranos regulares de C27 a C29. Este parámetro %𝛽𝛽 es 

representado mediante la relación 𝛼𝛽𝛽 / ( 𝛼𝛽𝛽 + 𝑎𝑎𝑎), los valores se incrementan 

a medida que aumenta el grado de madurez y va desde valores cercanos a cero 

hasta aproximadamente 0,7 y alcanza su equilibrio en un rango de 0,67-0,71 

(Seifert y Moldowan, 1986).  

 

Los índices de isomerización del esterano pueden verse afectado por las 

diferencias de facies orgánicas, la meteorización y la biodegradación, lo que 

supondría la modificación de algunos valores de %20S y %ββ como consecuencia 

de la remoción selectiva del esterano regular 20R (Seifert et al., 1984).  

 

Huang y Meinschein (1979) propusieron que la proporción relativa de los 

esteranos C27, C28 y C29 puede ser representada mediante un diagrama ternario 

(Figura 11), para identificar ecosistemas. El uso principal del diagrama es 

distinguir grupos de petróleos crudos de diferentes rocas generadoras o diferentes 

facies orgánicas de la misma roca generadora (Peters et al., 2005). Si la proporción 

relativa de esteranos C27 es mayor en comparación con sus homólogos C28 y C29 

puede ser asociada a que el origen de la materia orgánica es predominantemente 

marino. En cambio, si el esterano C28 predomina sobre los otros dos, es 

característico de materia orgánica lacustre, mientras que, si la proporción de C29 

es alta en comparación con los esteranos C28 y C27, es indicativo de materia 

orgánica terrígena o algas marrones. La presencia de estas algas sugiere un origen 

continental o de aguas dulces, como lagos, ríos o pantanos (Hunt, 1996).  
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Figura 11. Diagrama ternario de esteranos regulares C27, C28 y C29 (Huang y Meinschein, 

1979). 

 

2.2.4  Isótopos estables del carbono. 

Los isótopos son átomos cuyos núcleos contienen el mismo número de protones, 

pero difieren en el número de neutrones. El análisis isotópico en muestras de crudo se 

centra en el carbono debido a que es un elemento dominante en el petróleo, y se ha 

investigado en mayor medida dado su relativa facilidad de análisis, mediante técnicas de 

espectrometría de masa y de compuestos específicos (Peters y Moldowan, 1993). 

 

La Figura 12 muestra la composición subatómica de los dos isótopos estables del 

carbono. El carbono-12 (12C) y el carbono-13 (13C) se denominan isótopos estables 

ligeros y pesados, y representan aproximadamente el 98,89% y 1,11 % en peso de todo el 

carbono, respectivamente. El isótopo inestable 14C (no mostrado) contiene seis protones 

y ocho neutrones en el núcleo, es radiactivo y representa solo una parte del carbono 
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natural. Debido a su vida media de aproximadamente 5730 años, el 14C no se puede 

medir de manera confiable en muestras de más de 50 000 años de antigüedad (Peters y 

Moldowan, 1993). 

 

 

Figura 12. Comparación de las configuraciones de protones, neutrones y electrones en los isótopos 

estables del carbono (Peters y Moldowan, 1993).   

 

 

Los datos de isótopos estables se presentan como valores delta (δ), que representan 

la desviación en partes por mil (‰, por mil, o ppt) de un estándar aceptado. Estos valores 

δ para el carbono son un medio conveniente para describir pequeñas variaciones en la 

abundancia relativa del 13C en la materia orgánica (Peters y Moldowan, 1993). Un valor 

δ negativo implica que la muestra está agotada en el isótopo pesado en relación con el 

estándar, mientras que uno positivo significa que la muestra está enriquecida en el isótopo 

pesado en relación con el estándar (Peters y Moldowan, 1993).  

 

La parte ampliada de la Figura 13 muestra el rango de valores isotópicos de los 

crudos de diferentes fuentes. La descomposición bacteriana de las plantas produce metano 

(gas de pantano), que contiene considerablemente menos 13C que las plantas en 

descomposición.  Peters y Moldowan (1993), Laws et al. (1995) y Riebesell et al. (2000) 

discuten muchos de los factores que controlan el fraccionamiento de los isótopos estables 

del carbono durante la producción primaria, incluyendo la tasa de crecimiento y la 

concentración de dióxido de carbono. 
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Figura 13. Variaciones en las relaciones de isótopos estables del carbono (estándar VPDB) para 

diferentes compuestos orgánicos e inorgánicos (Peters y Moldowan, 1993). 

 

 

Según Peters y Moldowan (1993), el análisis de las proporciones de isótopos 

estables del carbono puede usarse para correlacionar crudos entre sí. De esta manera, se 

respalda una correlación positiva cuando los crudos de madurez similar difieren en no 

más de 2-3‰. Sin embargo, si la variación es de más de 3‰, generalmente proceden de 

diferentes rocas madre, aunque existen diversas excepciones, como es el caso de crudos 

maduros (Mc Carthy et al., 2011).  

 

Es importante conocer que la madurez térmica puede alterar la abundancia de 

isótopos de carbono, como es el caso del rango de diferencia de 3,6‰ que se observa en 

los aceites menos maduros a los más maduros en la cuenca Big Horn, Wyoming (Chung 

et al., 1981). Además, pueden ocurrir grandes variaciones en los crudos de una roca 

generadora, especialmente en aquellas caracterizadas por cambios importantes en las 

facies orgánicas (Hwang et al., 1989).  

 

Para los petróleos de las rocas generadoras depositadas en ciertos ambientes 

deposicionales restringidos, pueden ocurrir grandes variaciones isotópicas, 

aparentemente sin grandes diferencias en el tipo de materia orgánica contribuyente 
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(Peters y Moldowan, 1993). Un ejemplo extremo de esto es la variación de 8,1‰ en la 

materia orgánica del Ordovícico medio, la cual se refleja en la composición isotópica de 

los aceites relacionados (Hatch et al., 1987). Esta variación fue causada por la circulación 

limitada del agua y la productividad orgánica variable, así como sus efectos sobre el ciclo 

del carbono por parte de los organismos vivos, en lugar de cambios en el tipo de materia 

orgánica (Peters y Moldowan, 1993). 

 

Respecto al estudio de las proporciones isotópicas de carbono estables de los 

hidrocarburos aromáticos y saturados. Estas pueden utilizarse para distinguir muchos 

petróleos crudos marinos y terrígenos (Peters y Moldowan, 1993). Esta distinción se 

refiere a la procedencia de la materia orgánica, no al ambiente de depósito. Por ejemplo, 

en la Figura 14 se muestran las proporciones de isótopos de carbono estable para las 

familias de crudo del este de Indonesia representadas en el diagrama de Sofer, donde las 

edades inferidas de la roca fuente para cada grupo son las siguientes: 1) Jurásico medio-

inferior, 2) Terciario (oleanano superior), 3) Terciario (oleanano inferior); 4, Triásico-

Jurásico. Se observa que muchas rocas generadoras depositadas en ambientes marinos 

deltaicos se encuentran dominadas por materia orgánica terrígena alóctona y producen 

petróleo crudo como se traza en el campo terrígeno del diagrama (Peters y Moldowan, 

1993; Sofer, 1984).  

 

 

Figura 14. Diagrama de Sofer para familias de crudo en el este de Indonesia (Peters et al., 1999). 
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La relación isotópica para los petróleos terrígenos difiere respecto a los marinos, 

y puede formalizarse mediante un parámetro estadístico denominado variable canónica 

(Ecuación 4) (Sofer, 1984). 

 

                                     𝐶𝑉 =  −2.53𝛿13𝐶𝑠𝑎𝑡 + 2.22𝛿13𝐶𝑎𝑟𝑜 − 11.65                               (4) 

 

Donde CV es la variable canónica basada en el análisis discriminante por pasos 

de 339 crudos no biodegradados. Un CV superior a 0,47 indica principalmente crudos 

terrígenos cerosos, mientras que valores inferiores a 0,47 indican principalmente crudos 

marinos no cerosos (Sofer, 1984). El CV representa la distancia perpendicular de una 

muestra desde la mejor línea de separación entre los petróleos terrígenos y marinos en 

gráficos de δ13Csaturados versus δ13Caromáticos. Un CV más negativo indica más aporte marino 

y viceversa (Peters y Moldowan, 1993). 

 

2.2.5  Migración y acumulación.  

La migración comprende el proceso de transporte del petróleo generado desde la 

roca madre hasta la zona de acumulación como se muestra en la Figura 15 (Tissot y Welte, 

1984). Killops y Killops (2005) reconocen tres tipos de migración; primaria, secundaria 

y terciaria. 

 

a) Migración primaria. La migración primaria es la primera fase del proceso de 

migración de hidrocarburos. En esta etapa, los hidrocarburos generados en la roca 

madre de grano fino y baja permeabilidad, son expulsados hacia rocas 

sedimentarias porosas que tienen una permeabilidad mucho mayor (Speight, 

2006).  

 

Durante la migración primaria, el gas y el petróleo viajan juntos como una sola 

fase líquida debido a las altas presiones presentes en la roca generadora, que 

suelen ser más altas que la presión del punto de burbuja, en la cual los gases 

comienzan a liberarse del líquido (Ungerer et al., 1990; Waples, 1985).  
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Según Ungerer et al. (1988), el mecanismo de migración primaria consiste en un 

proceso de tres etapas como se describe a continuación: 

 

 Etapa 1. Durante esta etapa el querógeno permanece inmaduro y aún no ha 

generado petróleo. Esto se debe a que la presión dentro de los poros de la roca 

madre es mayor que la presión en los poros de las rocas adyacentes, por lo que el 

agua contenida en la roca madre drenará hacia las rocas permeables vecinas, 

ocasionando una disminución en el volumen de la roca madre (Bordenave, 1993). 

 

 Etapa 2. A comienzos de la catagénesis, el crudo comienza a formarse dentro de 

la roca madre, pero no en cantidades suficientes como para formar una fase 

orgánica continua, por lo que la presión capilar se opone a su expulsión (Escobar, 

2008).  

 

 Etapa 3.  En un nivel avanzado de la categénesis, se expulsa gran parte del agua 

presente originalmente en la roca madre, y el crudo finalmente logra constituir una 

fase continua en ciertas porciones de la roca madre. Una vez alcanzada esta etapa 

la presión capilar deja de ser una barrera para la expulsión del petróleo de la roca 

madre, debido al aumento de la presión en el interior de esta, de tal forma que el 

crudo logra su salida hacia rocas de mayor porosidad y permeabilidad (Bordenave, 

1993; Escobar, 2008).  

 

b) Migración secundaria. La migración secundaria consiste en el movimiento de los 

componentes del petróleo expulsado de la roca madre, como una única fase 

continua de fluido, a través de rocas permeables cuyos poros están saturados con 

agua (Escobar, 2008). En la mayoría de los casos, las diferencias de permeabilidad 

entre las capas estratigráficas adyacentes inhiben la migración, por lo que el 

petróleo fluye a lo largo de los estratos permeables en dirección de la presión 

decreciente (Killops y Killops, 2005).  

 

Los factores que controlan la migración secundaria son la flotabilidad, la presión 

capilar y el flujo hidrodinámico (England y Fleet, 1991). En condiciones 

esencialmente hidrostáticas la única fuerza impulsora para la migración 

secundaria es la flotabilidad. Sin embargo, con frecuencia hay un flujo de agua en 
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las rocas sedimentarias, que modifica el flujo flotante del petróleo a través de los 

estratos permeables, dependiendo de la dirección ascendente o descendente del 

flujo de agua, este puede acelerar o retardar la migración secundaria de los 

hidrocarburos (Killops y Killops, 2005). El flujo de petróleo o gas se detiene 

cuando la presión capilar supera la flotabilidad, debido a una disminución de la 

porosidad y la permeabilidad, quedando atrapados. El petróleo atrapado en el 

yacimiento representa un estado de equilibrio entre las fuerzas impulsoras 

(flotabilidad o flujo de agua) que requieren mover el petrolero y las presiones 

capilares que resisten este movimiento (Tissot y Welte, 1984).  

 

La migración secundaria culmina con la acumulación del petróleo, gas o la mezcla 

de ambos, confinados en la parte más alta disponible de una trampa (Tissot y 

Welte, 1984). Una trampa consta de tres elementos importantes las cuales son, (1) 

su cercanía a una ruta de migración de petróleo; (2) la permeabilidad de su roca 

sellante; y (3) su tamaño (Hunt, 1996). 

 

c) Migración terciaria. La migración terciaria es un proceso en el cual el crudo y/o 

gas previamente entrampado se mueve hacia una nueva trampa donde se acumula 

(Hunt, 1996).  

 

Este fenómeno ocurre debido a eventos tectónicos como la generación de fallas o 

plegamientos, que pueden provocar la redistribución del crudo y el gas, resultando 

en una fase adicional de migración, y dando lugar a una nueva acumulación 

(Tissot y Welte, 1984). 

 

La acumulación se refiere a la concentración de hidrocarburos migrados en una 

configuración geológica relativamente inmóvil, donde pueden conservarse 

durante largos períodos de tiempo. Las trampas son los medios por los cuales se 

detiene la migración y se produce la acumulación (Waples, 1985). El tamaño de 

una acumulación de petróleo está relacionado con el área de la roca madre de la 

cual se generó (área de drenaje) y, por lo tanto, con la distancia de migración que 

los hidrocarburos han recorrido hasta alcanzar la trampa. (Killops y Killops, 

2005). 
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Las acumulaciones de petróleo se encuentran generalmente en rocas clásticas o 

detríticas, incluyendo areniscas y limolitas. Las trampas en rocas clásticas 

comprenden alrededor del 65% de todas las acumulaciones de petróleo, y un         

30% se encuentran en yacimientos carbonatados. El resto se encuentra en 

yacimientos de lutitas fracturadas, rocas ígneas y metamórficas, etc. (Tissot y 

Welte, 1984). 

 

Figura 15. Procesos de migración y entrampamiento del petróleo (Tissot y Welte, 1984). 

 

2.2.6  Procesos de alteración sobre el crudo. 

Los principales procesos de alteración son la interacción química fluido-roca, 

maduración térmica, desasfaltado, biodegradación, segregación por gravedad y lavado 

por agua, como se visualiza en la Figura 16. Estos procesos de alteración pueden tener un 

impacto considerable en la composición, calidad, y las propiedades del petróleo 

acumulado en el yacimiento (Evans et al., 1971; Hunt, 1996; Tissot y Welte, 1984). 

Comprender estos procesos y sus efectos es fundamental para la caracterización y 

evaluación adecuada de los yacimientos de petróleo. 
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Figura 16. Modelo para predecir la calidad del petróleo de acuerdo con los procesos de 

alteración que pueden afectar a los crudos después de su acumulación (Bailey et al., 1974). 

 

a) Interacción química fluido-roca. Este proceso de alteración se basa en la 

diferencia de polaridad de las fracciones constituyentes del bitumen (Zhao-an y 

Philp, 1987). Los compuestos polares, como las resinas y asfaltenos, tienen una 

mayor afinidad por los minerales de arcilla, lo que resulta en su retención en la 

roca madre durante la expulsión de los fluidos. Por lo tanto, el petróleo que no 

pudo abandonar la roca madre queda con una mayor concentración de estos 

compuestos polares, mientras que el petróleo expulsado tiene con una mayor 

concentración en hidrocarburos saturados y aromáticos (Bonilla y Engel, 1986; 

Chakhmakhchev et al., 1983; Escobar, 2008). 

 

b) Alteración térmica. La alteración térmica se genera bajo la influencia del calor en 

el subsuelo. A medida que aumenta la profundidad de enterramiento, también 

aumenta el gradiente geotérmico. Este aumento de temperatura ocasiona que los 

yacimientos de petróleo contengan una mayor cantidad de hidrocarburos de bajo 

peso molecular, debido al desproporcionamiento (craqueo y policondensación) de 

compuestos aromáticos y resinas en hidrocarburos ligeros (Tissot y Welte, 1984).  
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El intervalo de temperatura para que este proceso tenga lugar está entre 160 y     

200 ºC, considerando un gradiente geotérmico normal (Kartsev, 1964). En las 

últimas instancias de la maduración térmica, a temperaturas más elevadas solo se 

encuentra metano junto con pirobitumen, generado por procesos de craqueo 

térmico  (Bailey et al., 1974). 

 

c) Desasfaltación. La presencia de hidrocarburos livianos y gases en los yacimientos 

de petróleo de gravedad API medio o pesado disuelve parte de los asfaltenos 

presentes en el crudo. A medida que estos hidrocarburos livianos se separan o se 

evaporan del crudo, la solubilidad de los asfaltenos disminuye y se produce su 

precipitación, formando una fase sólida. Esto ocurre como consecuencia de la 

alteración térmica del petróleo o debido a una carga de moléculas de bajo peso 

molecular durante la migración secundaria (Tissot y Welte, 1984). 

 

La cantidad de asfaltenos precipitados es correlacionable con la cantidad de gas 

disuelto en el petróleo. La relación gas: petróleo en solución (GOR) es una medida 

de la cantidad de gas inyectado en el yacimiento, mientras que la gravedad 

especifica del petróleo es una medida de su contenido en asfaltenos (Evans et al., 

1971). 

 

Según Evans et al. (1971) es posible distinguir entre el desasfaltado de gas y 

alteración térmica, ya que, esta última se produce a escala regional, mientras que 

el desasfaltado por la inyección de gas es más localizado, y los yacimientos 

vecinos pueden producir petróleo en lugar de condensados (Tissot y Welte, 1984). 

  

d) Segregación por gravedad. Este proceso consiste en la modificación de la 

composición del crudo por la acción de la gravedad. Este fenómeno ocurre debido 

a las diferencias de densidad entre los componentes del petróleo. Los 

hidrocarburos más ligeros, al tener una densidad menor, tienden a ascender hacia 

la parte superior del yacimiento, mientras que los compuestos más pesados se 

acumulan en la base de la columna de petróleo (Escobar, 2008; Lira-Galeana et 

al., 1994; Tissot y Welte, 1984). 
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e) Lavado por agua. Este proceso se produce cuando el agua interactúa con el crudo, 

lo que resulta en la generación de crudos más pesados, debido a la remoción 

gradual de los componentes de bajo peso molecular presentes en el petróleo 

(Evans et al., 1971). La susceptibilidad de los hidrocarburos individuales al lavado 

con agua puede evaluarse a partir de sus solubilidades, afectando más a los 

hidrocarburos ligeros que a los más pesados, y más a los aromáticos que a las 

parafinas ramificadas y cíclicas (Bailey y Krouse, 1973). 

 

f) Biodegradación. Este proceso se refiere a la alteración microbiana que 

comúnmente es observable en yacimientos de petróleo, situados en zonas 

invadidas por aguas de formación meteóricas derivadas de la superficie. Por lo 

tanto, suele estar asociado al proceso de lavado por agua explicado anteriormente. 

Ambos procesos de alteración no están necesariamente acoplados, pero en esencia 

se observan frecuentemente combinados, debido a que tanto la biodegradación 

como el lavado por agua inician por la acción de agua subsuperficial en 

movimiento (Connan, 1984; B. Tissot y Welte, 1984).  

 

Las aguas meteóricas transportan oxígeno disuelto y microorganismos al 

yacimiento, poniéndolos en contacto con la interfase agua-petróleo. Bajo 

condiciones aeróbicas, estos microorganismos utilizan selectivamente 

determinados tipos de hidrocarburos como alimento, eliminando parcial o 

totalmente los n-alcanos, alcanos ligeramente ramificados y posiblemente 

cicloalcanos de bajo anillo y compuestos aromáticos (Tissot y Welte, 1984).  

 

En condiciones anaeróbicas, ciertos tipos de bacterias reducen el sulfato para 

satisfacer su demanda de oxígeno (Connan, 1984). El azufre reducido resultante 

de esta actividad puede presentarse en diferentes formas dependiendo del 

ambiente geoquímico (Rogers et al., 1972). En algunos domos salinos asociados 

con petróleo biodegradado, se ha formado azufre elemental. En ambientes ricos 

en metales, se producen sulfuros de hierro, zinc, plomo, etc., en asociación con 

petróleo crudo alterado (Connan y Orgeval, 1976). En otras situaciones, parte del 

azufre extraído del sulfato puede reaccionar con hidrocarburos para producir 

aceites y alquitranes ricos en azufre (Tissot y Welte, 1984). 
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La eliminación selectiva de hidrocarburos por las bacterias parece producirse 

aproximadamente en la siguiente secuencia: n-alcanos (por debajo de n-C25), 

alcanos isoprenoides, cicloalcanos de anillo bajo y aromáticos (Tissot y Welte, 

1984). Aunque se han presentado algunas pruebas de que, en casos de degradación 

severa, se eliminan incluso los esteranos tetracíclicos en comparación con los 

triterpanos pentacíclicos (Alimi, 1977; Reed, 1977).  

 

Adicionalmente, Bailey y Krouse (1973) sugieren que las células bacterianas 

proteicas pueden aumentar el contenido de nitrógeno de los asfaltenos y afirman 

que esta fracción del bitumen se forma como subproducto de la biodegradación 

de los hidrocarburos, aumentando su proporción en los crudos. En general, este 

proceso de alteración solo ha sido reportado a temperaturas de yacimiento 

inferiores a 150 ºF, debido a que el crecimiento de las bacterias puede verse 

inhibido por encima de este límite de temperatura (Tissot y Welte, 1984). 

 

La Figura 17 muestra el efecto de la biodegradación en tres niveles diferentes de 

alteración en comparación con una muestra de crudo inalterada. El crudo del lago 

canadiense Bellshill es representativo de los crudos inalterados, en los cuales los 

n-alcanos dominan claramente sobre todos los demás compuestos de 

hidrocarburos saturados. Por otro lado, el crudo pesado de Edgerton, 

correspondiente a la formación Mannville, ubicada en el estado de Minnesota (EE. 

UU), se caracteriza por una pérdida de n-alcanos, lo que resulta en un aumento 

relativo de isoprenoides, pristano y fitano (Deroo et al., 1974).  

 

Un caso de alteración más pronunciada corresponde al crudo del lago de Alaska 

denominado Flat Lake, donde no quedan n-alcanos, y los alcanos de cadena más 

abundantes son el pristano y el fitano. Por último, en el crudo pesado Pelican 

ubicado en el campo canadiense Wabiskaw, se observa una alteración grave en la 

cual incluso el pristano y el fitano han sido completamente eliminados por los 

microorganismos. Durante toda esta secuencia de degradación, la distribución de 

los cicloalcanos de 1 a 5 anillos permanece prácticamente inalterada (Deroo et al., 

1974; B. Tissot y Welte, 1984). 
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Figura 17. Biodegradación de n-alcanos, isoprenoides y otros alcanos ramificados y 

cicloalcanos en la cuenca sedimentaria del oeste de Canadá  (Deroo et al., 1974).  
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CAPÍTULO III: METODOLOGÍA 

 

La metodología de investigación utilizada en este trabajo es de carácter no experimental, 

de tipo correlacional con un enfoque tanto cuantitativo como cualitativo, el cual se 

sustentó en graficar, analizar, e interpretar los datos obtenidos de los análisis geoquímicos 

de laboratorio. Estos datos fueron evaluados en función de los valores de referencia 

característicos de cada ambiente sedimentario. 

 

3.1   OBTENCIÓN DE LAS MUESTRAS 

En este trabajo de investigación se analizaron cinco muestras de crudo provenientes de 

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

campo Pacoa, las cuales fueron recolectadas y proporcionadas por la Agencia de 

Regulación y Control Hidrocarburífero (ARCH) del Ecuador, en frascos de vidrio de 

color ámbar para evitar la fotooxidación. Previo a su análisis, los sedimentos y el agua 

fueron separados completamente de las muestras de crudo mediante la adición de benceno 

(relación muestra/solvente 1:1) y posterior centrifugación.  

 

3.2   ANÁLISIS DE CRUDOS 

Para garantizar la exactitud de los resultados y dado que los laboratorios de la carrera de 

Petróleos de la Universidad Estatal Península de Santa Elena no cuentan con los equipos 

necesarios para realizar los análisis geoquímicos de biomarcadores, isotopía del carbono 

y trazas de metales. Estos fueron realizados por la empresa Geophysical, Petrophysical 

and Geological Services (GPG) con sede en Quito, Ecuador. 

 

3.2.1  Gravedad API. 

Los grados API se determinaron empleando el método del hidrómetro, de acuerdo 

con la norma ASTM D287-12B de 2012. Como se observa en la Figura 18, este método 

consiste en utilizar un hidrómetro de vidrio de tipo plano largo (1H a 10H) de acuerdo 
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con las especificaciones de la norma ASTM E 100, una probeta de 25 mm de diámetro 

interno y un termómetro con un rango de medición total de -5 a 215 °F. Para realizar la 

medición, la muestra de crudo fue transferida cuidadosamente a una probeta cilíndrica, 

evitando la formación de burbujas de aire. Posteriormente, se introdujo el hidrómetro en 

la muestra hasta que este alcanzara su posición de equilibrio y quede flotando libremente.  

 

Una vez que el hidrómetro se mantuvo completamente estacionario y alejado de 

la pareddel cilindro, se leyó la escala para determinar la gravedad API, que es el punto 

donde el nivel del líquido intercepta la escala del hidrómetro. Los grados API medidos a 

temperatura de laboratorio fueron reportados a temperatura estándar (60 ºF) mediante los 

factores de corrección de las tablas 5A o 5B de la guía ASTM D1250 de 2008. 

 

 

Figura 18. Hidrómetro sumergido (Ramos, 2011). 

 

3.2.2  Separación SARA. 

Las muestras de crudo fueron separadas en sus fracciones constituyentes; 

saturados (SAT), aromáticos (ARO), resinas (RES) y asfaltenos (ASF). Inicialmente, los 

asfaltenos fueron separados de los maltenos por precipitación, mediante la adición de n-

heptano en frío a los viales con crudo, en una relación 1:40 v/v (crudo/n-heptano) de 

acuerdo con el método estándar ASTM D3279 de 2010. 

 

Posteriormente, la mezcla resultante fue sometida a agitación por ultrasonido por 

un tiempo aproximado de 15 minutos, para después dejarla en reposo durante 8 horas. 

Una vez finalizado el periodo de reposo, las muestras se colocaron en la centrifugadora 
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durante 10 minutos a 5000 rpm, para separar los máltenos de los asfaltenos con la ayuda 

de una pipeta Pasteur. Seguidamente, los asfaltenos fueron lavados con n-heptano en frío 

y colocados nuevamente en la centrífuga para extraer los máltenos ocluidos. Luego de 

este proceso, los asfaltenos fueron secados en atmosfera de nitrógeno durante un periodo 

de 24 horas para luego ser cuantificados. Los sucesivos lavados de la fracción asfalténica 

fueron reunidos y adicionados a la fracción de los máltenos (Villanueva et al., 2013). 

 

Los máltenos obtenidos fueron separados en sus tres fracciones (saturados, 

aromáticos y resinas) mediante la técnica de cromatografía líquida de adsorción en 

columna. Para este análisis, se empacaron columnas de 30 cm de longitud con sílica gel 

y alúmina activada en relación aproximada de 1:6 (De La Cruz et al., 1997).  

 

La fracción de saturados fue eluida utilizando n-hexano como fase móvil (Figura 

19). Los hidrocarburos aromáticos fueron separados monitoreando su frente de 

fluorescencia mediante el uso de una lámpara UV, y adicionando una mezcla de 

tolueno/diclorometano (7:3 v/v), hasta que la coloración naranja-amarilla característica 

de los aromáticos desapareció totalmente de la sílica activada. Por último, la fracción de 

resinas fue eluida con una mezcla diclorometano/metanol (1:1 v/v). Cada fracción fue 

secada bajo una corriente de nitrógeno, para luego ser cuantificada (De La Cruz et al., 

1997). 

 

 

Figura 19. Proceso de análisis SARA especificado por la ASTM-D3279 (Dembicki, 2022). 

 

Para garantizar la pureza de las fracciones, todas ellas fueron recromatografiadas, 

los saturados fueron individualmente eluidos con n-hexano para eliminar posible 

contaminación con aromáticos, y en otra columna fueron eluidos los aromáticos con 
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tolueno-diclorometano 7:3 para eliminar posible 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 en viales de 

2 ml (Barman et al., 2000). 

 

3.2.3  Análisis de Biomarcadores. 

El análisis de biomarcadores se realizó sobre la fracción de hidrocarburos 

saturados mediante la técnica analítica de cromatografía de gases acoplada a 

espectrometría de masas (GC-MS) (Figura 20). Este análisis se llevó a cabo en 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 de 60 m de longitud, 0.25 mm de diámetro interno, y 0,1 µm de espesor de 

película. Se utilizó Helio como gas portador a una razón de 1 ml/min. Las condiciones de 

funcionamiento del cromatógrafo de gases fueron las siguientes: la temperatura inicial 

del horno fue de 50°C, ascendiendo con una tasa de 2,5 °C/min hasta 300°C, 

manteniéndose durante 70 minutos (Kiepper et al., 2014; Márquez et al., 2022).  

 

El espectrómetro de masas fue operado en el modo de ionización electrónica con 

electrones de 70 eV. La adquisición de los cromatogramas se realizó con un analizador 

cuadrupolar que opera en el modo full Scan (barrido completo de radiofrecuencia en el 

rango de masas m/z 45 –500). La escala de masas se calibró diariamente con 

perfluorotributilamina en condiciones de autoajuste (Stashenko et al., 2014). El 

procesamiento de los datos se realizó con el software “GC-MS Solution”. 

 

 

Figura 20. Esquema de un sistema de CG-EM capilar típico (Skoog et al., 2007). 
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En cuanto a la fracción de hidrocarburos saturados utilizados en el presente 

trabajo, se analizaron los iones: m/z 99 (n-alcanos e isoprenoides), m/z 191 

(triciclopoliprenanos y hopanos) y m/z 217 (esteranos regulares) (Philp, 1985). 

 

3.2.4  Determinación de azufre total y metales. 

El análisis del contenido de azufre y las relaciones V/Ni en los crudos se realizó 

mediante la técnica de fluorescencia de rayos X por energía dispersiva (XRF), siguiendo 

los procedimientos estándar de la norma ASTM D4294 de 2010, utilizando un equipo de 

la marca Panalytical modelo Axios. Este equipo consta de un generador de Rayos-X, con 

rangos operativos de voltaje y amperaje de 20-60 kV y 10-160 mA respectivamente, 

aplicando tiempos de irradiación de 200 segundos y una salida de Rh 4 kW. El tubo de 

rayos X (SST-Max) actúa como fuente e irradia directamente la muestra, y la 

fluorescencia procedente de la muestra se mide con un detector de dispersión de energía. 

Este detector de dispersión de energía en combinación con un analizador multicanal, 

recolecta simultáneamente la radiación de fluorescencia emitida por la muestra, y luego 

separa las diferentes energías de la radiación característica de cada uno de los diferentes 

elementos de la muestra, para luego ser cuantificada la concentración de metales en ppm, 

y azufre porcentual (Skoog et al., 2007). 

 

3.2.5  Análisis isotópicos del carbono.  

Tanto para el crudo total como para todas las fracciones SARA, a excepción de 

los asfaltenos, se determinó el valor isotópico 13C utilizando un espectrómetro de masas 

de relación isotópica de Thermo Finnigan modelo Mat Delta C, acoplado a un analizador 

elemental marca Thermo Finnigan 1112. Este sistema empleado es análogo al monitor de 

relación isotópica/cromatógrafo de gases/espectrómetro de masas (IRM/GCMS) ilustrado 

por Peters, Walerts, y Moldowan (2005), como se observa en la Figura 21. 

 

Los materiales de referencia empleados para el procedimiento fueron sacarosa 

(IEA-CH6), polietileno (IAEA CH7), grafito (USGS 24) y óleo (NBS-22). La relación 

13C/12C es reportado en notación "𝛿 "mientras que 𝛿 13C se refiere al material de referencia 

PDB (Pee Dee Belemnite) (Peters et al., 2005). 
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La introducción de las muestras en el IRMS se realizó vía flujo continuo, mediante 

el uso del analizador elemental (EA), que funciona con un flujo de He de 80 a 120 ml/min. 

Las muestras y los patrones fueron pesados en cápsulas de estaño para luego colocarlas 

en el automuestrador del analizador elemental. En este punto, caen en un reactor de 

combustión a 900 °C, que posee una zona de oxidación (CoO4 / Ag y CuO), generándose 

ciertos productos que son dirigidos al reactor de reducción (cobre metálico) a 680°C. La 

mezcla de gases que emergen del reactor (N2, SO2, CO2, y H2O), es transportada a una 

trampa de agua de perclorato de magnesio Mg(ClO4)2 para absorber todo el agua, de 

manera que los gases (N2, SO2, y CO2) fluyan hacia la columna cromatográfica a 45°C, 

los cuales son separados e introducidos al espectrómetro a través de la interfaz de flujo 

continuo (ConFlo III), para finalmente ser analizadas las relaciones isotópicas del carbono 

en forma de CO2 en el IRMS (Guerrero y Berlanga, 2000). 

 

 

Figura 21. Diagrama representativo de un monitor de relación isotópica/cromatógrafo de 

gases/espectrómetro de masas (IRM/GCMS) para el análisis de isótopos específicos de compuestos 

(CSIA) (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. 

La mayoría de los crudos analizados presentan gravedades API que varían entre 

24º y 35º, además de composiciones relativamente similares. Los valores porcentuales de 

saturados (SAT) oscilan entre el 66 y 72%; los aromáticos (ARO) entre 10 y 21%; 

mientras que los compuestos polares (resinas más asfáltenos) entre el 10 y 18%, como se 

muestran en la Tabla 3. No obstante, el crudo Mata Chivato presenta una gravedad API 

inferior a 20º y una composición marcadamente diferente a los crudos restantes. Esta 

muestra reporta un porcentaje de saturados por debajo del 60%, mientras que se observa 

una concentración del 28% en la fracción de aromáticos, y un valor porcentual de 

componentes polares en torno al 13%, siendo clasificado como crudo pesado según Tissot 

y Welte (1984).  

 

Las diferencias de gravedad API entre las muestras bajo estudio y las 

características observadas en la composición del crudo Mata Chivato, podrían estar 

asociadas a las variaciones de profundidad de la formación Socorro en cada ubicación de 

donde estas muestras fueron obtenidas, y a procesos de alteración del crudo acumulado 

como la degradación microbiana (Hakimi et al., 2011). Esto último se fundamenta en que 

dicho reservorio se encuentra a profundidades menores a 1800 ft y, dado que el gradiente 

geotérmico en el campo Pacoa no supera los 0,72 ºF/100 ft, la temperatura máxima a esta 

profundidad sería de aproximadamente 93 ºF. Debido a que el límite para el crecimiento 

de bacterias se encuentra en torno a 150 ºF, los crudos provenientes de la formación 

Socorro son claramente susceptibles a la biodegradación (Barba, 2017; Tissot y Welte, 

1984).
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Tabla 3. Lista de muestras de crudo analizadas; gravedad API, Porcentajes SARA, δ13C (‰) en las 

fracciones SARA, concentraciones de V y Ni (ppm), y contenido de azufre (%).  
 

Muestra o API SAT  ARO RES ASF S V  Ni  
V/ 

Ni 
δ13CSat  δ13CAro 

PAC-17 23.8 66.3 20.9 8.8 4.0 0.06 8.0 4.2 1.90 -22.1 -21.3 

Mata 

Chivato 
17.2 58.4 28.9 10.1 2.6 0.05 7.4 3.8 1.94 -22.0 -21.0 

PAC-39 28.4 72.3 17.5 6.6 3.5 0.06 7.1 3.6 1.97 -22.0 -21.1 

PAC-36 29.0 70.3 16.6 8.4 4.7 0.05 7.8 4.1 1.90 -22.4 -21.6 

PAC-40 35.1 71.5 10.3 9.7 8.5 0.06 6.9 3.5 1.97 -22.0 -21.1 

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

 

La Figura 22 muestra los porcentajes de saturados aromáticos y componentes 

polares (resinas más asfáltenos) representados en un diagrama ternario, donde se puede 

observar que todas las muestras se agrupan en la región de crudos de tipo parafínico, 

indicando su posible correlación genética a una roca madre común (Tissot y Welte, 1984). 

 

 

Figura 22. Diagrama ternario de las fracciones S.A.R.A. en las muestras de estudio (Modificado de 

Tissot y Welte, 1984.) 
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Respecto al contenido de azufre total, las muestras bajo estudio reportan valores 

comprendidos entre 0,05 y 0,06 % en peso, lo que sugiere que los crudos de la formación 

Socorro pueden proceder de rocas madres ricas en arcilla, depositadas en un entorno de 

transición marino poco profundo (Gransch et al., 1973; Hunt, 1996). 

 

4.1.2  Concentración de metales. 

Los valores de V y Ni de las muestras de crudo analizadas oscilan entre los rangos 

de (6,9 – 8,0) ppm y (3,5 – 4,2) ppm, respectivamente; mientras que los valores de la 

relación V/Ni se encuentran entre 1,90 y 1,97 (Tabla 3), lo que indica que la materia 

orgánica precursora fue depositada en un entorno marino poco profundo bajo condiciones 

óxicas a subóxicas (Galarraga et al., 2008; Lewan, 1984). Esto se puede observar  

mediante la representación gráfica de la relación V/(V+Ni) vs %S (Figura 23), donde los 

crudos analizados se encuentran dentro del régimen II, el cual es característico de 

ambientes sedimentarios marinos poco profundos. Adicionalmente, la representación de 

V vs Ni (Figura 24) permite visualizar un considerable aporte de material continental a 

los sedimentos, encasillando las muestras en el límite entre las regiones definidas por 

medios transicionales y continentales (Lewan, 1984). 

 

 

Figura 23. Gráfica V / (V + Ni) vs % S (Modificado de Lewan, 1984). 
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Figura 24. Representación V vs Ni en ppm (Modificado de Lewan, 1984). 

 

4.1.3  Isótopos estables de carbono. 

Las huellas isotópicas de carbono de las fracciones saturadas y aromáticas de los 

crudos bajo estudio se recopilan en la Tabla 3. Todas las muestras de crudo reportan 

diferencias en los valores isotópicos que no superan el 0,6 ‰, y desviaciones estándar 

cercanas al error analítico (0,5 ‰). Estas podrían atribuirse a una edad geológica y 

madurez térmica similares, y por tanto, a que dichas muestras se encuentren 

correlacionadas entre sí (Chung et al., 1992). Además, los valores de δ13CSAT en torno a 

-22,2 ‰ podría indicar que los crudos tienen un origen Terciario, posiblemente del 

Eoceno, donde se ha reportado un enriquecimiento de δ13CSAT hasta aproximadamente -

21.8 ‰ (Peters et al., 2005). 

 

La representación de las proporciones isotópicas de carbono estable de los 

hidrocarburos aromáticos y saturados en el diagrama de Sofer (Figura 25), proporciona 

valiosa información sobre el origen de la materia orgánica precursora. Se puede observar 

que los crudos analizados se agrupan por debajo de la línea definida como variable 

canónica (CV), lo que indica el predominio de  material orgánico de origen marino en las 

muestras bajo estudio (Peters et al., 2005; Sofer, 1984).  
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Figura 25. Diagrama δ13CSAT vs δ13CARO para los crudos objeto de estudio (Modificado de Sofer, 1984). 

 

4.2  BIODEGRADACIÓN 

Los fragmentogramas correspondientes al ion m/z 99 de los crudos PAC-17 y Mata 

Chivato (Figura 26a y b) exhiben un aumento significativo de la línea base (“joroba” o 

“hump”), también denominada como “ Mezcla Compleja No Resuelta” (MCNR). Esta 

mezcla consta principalmente de compuestos saturados, aromáticos, naftoaromáticos y 

polares altamente ramificados, los cuales presentan resistencia a la biodegradación, razón 

por la cual ha sido reportado como un indicador cualitativo de este proceso de alteración 

(Gough y Rowland, 1990; Milner et al., 1977; Peters et al., 2005).  

 

Contrario a lo observado en las muestras antes mencionadas, el crudo PAC-39 (Figura 

26c) presenta esta MCNR en un grado insignificante respecto a los crudos restantes, lo 

cual supone un menor grado de biodegradación (Peters et al., 2005). Esto resulta 

coherente, dado que su concentración correspondiente a la fracción de saturados es la 

mayor de las cinco muestras analizadas. 
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Figura 26. Presencia de MCNR característica de biodegradación en el ion m/z 99 de las muestras PAC-
17, Mata Chivato y PAC-39. 

 

En lo que respecta al fragmentograma ion m/z 191, la muestra PAC-36 (Figura 27a) 

denota la presencia de 25-norhopanos, al igual que en el resto de crudos (Anexo B), lo 

cual es consistente con procesos severos de biodegradación que suponen la remoción 

bacteriana del grupo metilo unido al carbono C-10 de los hopanos regulares (Bennett et al., 

2006; Rullkötter y Wendisch, 1982). Además, la coexistencia de 25-norhopanos, n-

alcanos e isoprenoides acíclicos en las muestras de crudo, sugiere que se trata de una 

mezcla de crudos biodegradados y no biodegradados, donde la presencia evidentemente 

mayor de 25-norhopano respecto a 30-norhopano indicaría una mayor contribución de 

crudo biodegradado a la mezcla final (Volkman et al., 1983).  

 

Esta mezcla también se puede encontrar en los crudos del campo Ancón. Sin embargo, la 

abundancia de 30-norhopano respecto a 25-norhopano, supone un mayor aporte de crudo 

inalterado, como se observa en la muestra representativa del campo Ancón obtenido por 

Márquez et al. (2022) (Figura 27b). Según Alemán et al. (2019), esto implica la existencia 

de una migración continua desde una ''cocina generativa activa'' que se encuentra en la 

ventana de petróleo.  
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Figura 27. Presencia de 25-norhopano y 30-norhopano en el fragmentograma ion m/z 191 de las 
muestras PAC-36 y ANC0004. 

 

Por otra parte, Peters y Moldowan (1993) establecieron un método semicuantitativo 

(escala PM) para analizar el nivel de biodegradación en muestras de crudos. Con base a 

esta escala, en la Tabla 4 se establecen los niveles de alteración observados para cada 

familia de biomarcadores y se define el grado de conservación en los crudos analizados. 

De esta manera, se observa que los n-alcanos de menor peso molecular (C1–C14) se 

encuentran prácticamente ausentes en la mayoría de las muestras bajo estudio, apuntando 

un nivel de biodegradación equivalente a PM 3. Por el contrario, los crudos PAC-39 y 

PAC-36 presentan una menor alteración de sus componentes, encasillando su grado de 

biodegradación en PM 2 (Volkman et al., 1983). 

 

Tabla 4. Grados de conservación para varios biomarcadores en los crudos bajo estudio en base a la 

escala de biodegradación propuesta por Peters y Moldowan (1993). 
 

Notas: PM: Nivel de biodegradación Peters y Moldowan correspondiente a valores entre 0 y 10. 

Muestra C1–C14 n-alcanos C15+ n-alcanos Isoprenoides Esteranos 25-norhopano PM  

PAC-39 Agotados Casi intactos Intactos Intactos Presente 2 

PAC-36 Agotados Afectados Intactos Intactos Presente 2 

PAC-40 Ausentes Ausentes Intactos Intactos Presente 3 

PAC-17 Ausentes Afectados Casi intactos Intactos Presente 3 

Mata Chivato  Ausentes Agotados Casi intactos Intactos Presente 3 
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4.3  PALEOAMBIENTE DEPOSICIONAL Y TIPO DE MATERIA 

ORGÁNICA    

Los crudos analizados presentan una distribución variable de n-alcanos, donde aquellos 

de cadena corta (< n-C20) predominan respecto a los de mayor peso molecular, como se 

observa en las muestras representativas PAC-39 y PAC-17 (Figura 28). Este patrón es 

característico de crudos procedentes de rocas madres constituidas principalmente de 

materia orgánica marina (Peters et al., 2005). 

 

 

 

Figura 28. Distribución de n-alcanos en el ion m/z 99 de las muestras PAC-39 y PAC-17 

 

En cuanto a los parámetros calculados a partir del fragmentograma m/z 99 (Anexo A), las 

relaciones Pr/Ph (1,04-1,59), Pr/n-C17 (1,15-1,74) y Ph/n-C18 (0,84-2,04) reportadas en la 

Tabla 5, apuntan a que todos los crudos provienen de una roca madre compuesta por 

materia orgánica mixta, depositada en un entorno de transición en condiciones subóxicas 

a disóxicas (Alexander et al., 1981; Peters et al., 1999; Tissot y Welte, 1984). Esto es 

consistente con lo obtenido por Márquez et al. (2022) , donde indicaron que la mayoría 

de los crudos de la provincia de Santa Elena, incluyendo los crudos del campo Pacoa, han 

sido originados por una roca madre que contiene este tipo de materia orgánica (marina-

terrestre) depositada bajo las condiciones antes mencionadas (Lorenzo et al., 2018). 
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Tabla 5. Parámetros moleculares relativos al tipo de materia orgánica precursora, ambiente 

deposicional y litología para los crudos estudiados. 

Muestra 
% 27 

ST 

% 28 

ST 

% 29 

ST 
Pr/Ph 

Pr/n

-C17 

Ph/n

-C18 

TT 

24/23 

TT 

26/25 

31R/

30H 

H29/

30H 

Ol/ 

30H 

Dia/ 

ST 

PAC-17 41,10 31,26 27,64 1,14 1,16 1,19 0,85 1,12 0,27 0,57 1,63 0,41 

PAC-36 41,71 30,01 28,28 1,35 1,61 1,28 0,83 1,15 0,30 0,58 1,50 0,41 

PAC-39  42,43 29,48 28,09 1,56 1,23 0,84 0,84 1,11 0,30 0,59 1,59 0,44 

PAC-40 41,81 30,91 27,28 1,59 - - 0,82 1,10 0,29 0,68 1,74 0,42 

Mata 

Chivato 
39,60 31,15 29,25 1,04 1,74 2,04 0,83 1,22 0,25 0,52 1,40 0,35 

Notas: %27ST = porcentaje de C27 esteranos regulares; Pr/Ph = Pristano/Fitano; Ph/18= fitano/octadecano; 

TT24/23 = C24/C23-terpanos tricíclicos; TT26/25= C26(S+R) /C25-terpanos tricíclicos; 31R/ 30H = 29-

homohopano 22R/hopano; H29/30 = 30-norhopano/C30-hopano y finalmente Ol/30H = oleanano/hopano. 

 

En la Figura 29 se visualiza que la muestra PAC-39 se encuentra en el límite entre las 

zonas de ambiente pantanoso y transicional, con una mayor inclinación hacia la región de 

materia orgánica precursora tipo III. Esto sugiere un importante aporte continental de 

material orgánico depositado en condiciones levemente oxidantes (Peters et al., 2005).  

 

Por el contrario, la muestra Mata Chivato se encuentra más próxima a la región definida 

por materia orgánica precursora tipo II (algas), depositada bajo condiciones 

moderadamente reductoras. Además, se puede observar su elevado nivel de alteración 

entre los crudos analizados debido a la biodegradación de los alcanos n-C17 y n-C18 (Hunt, 

1996).  

 

Por último, las muestras restantes se sitúan dentro de la zona correspondiente a crudos 

que han sido generados a partir del querógeno tipo II-III (mixto), característico de una 

mezcla de algas marinas con un considerable aporte de material vegetal terrestre, y que 

han sido depositados en ambientes marinos pocos profundos (Hunt, 1996; Tissot y Welte, 

1984). 
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          Figura 29. Relación Pr/n-C17 vs. Ph/n-C18 (Modificado de Hunt, 1996). 

 

En lo que respecta al ion molecular m/z 191 (Anexo B), las muestras de crudos presentan 

distribuciones relativamente similares de triterpano (Figura 30), donde se observa el 

predominio del C23-terpano tricíclico sobre el C24-terpano tetracíclico y otros homólogos, 

apuntando a que la materia orgánica precursora de los crudos bajo estudio tiene un origen 

predominantemente marino (Palacas, 1984). 

 

 

Figura 30. Distribución de triterpanos en el fragmentogama ion m/z 191 de la muestra PAC-39 
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A su vez, en la Tabla 5 se reportan valores de C26/C25 en torno a la unidad, indicando 

fuentes de materia orgánica marinas a transicionales más que un origen lacustre. Esto se 

corrobora por las proporciones de C31R/C30 superiores a 0,25 y C24/C23 mayores a 0,8, lo 

cual señala que los crudos se derivan de rocas generadoras ricas en arcillas marinas (Clark 

y Philp, 1989; Palacas, 1984; Zumberge et al., 2000). Esta información se representa de 

manera más clara en la Figura 31, donde se puede observar que las muestras de crudos 

analizadas se agrupan en la zona de lutitas marinas (Hughes, 1984; Peters et al., 2005). 

 

 

Figura 31. Gráfica C26/C25 TT vs. C31/C30 (Modificado de Peters et al., 2005). 

 

Acerca de las señales de los hopanos regulares, se observa una disminución progresiva 

de los homohopanos C31 a C35 en forma escalonada (Figura 32), lo que sugiere que los 

crudos analizados provienen de rocas generadoras tipo siliciclásticas (lutitas) depositadas 

en ambientes transicionales subóxicos (Peters et al., 2005). Esto se corrobora por la 

ausencia casi total de C35, ya que normalmente sus altas concentraciones se asocian con 

carbonatos marinos y evaporitas (Clark y Philp, 1989). 

 

Figura 32. Distribución de hopanos regulares en el fragmentograma ion m/z 191 de la muestra PAC- 39. 
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Otro de los parámetros empleados para determinar la litología de la roca madre es la 

relación entre los hopanos H29 y H30, donde los crudos analizados presentan valores entre 

0,52 y 0,68 (Tabla 5), lo que indica una procedencia de rocas madres ricas en arcillas 

(Connan et al., 1986; Peters et al., 2005). Esto se respalda además por la relación Ts/Tm, 

donde los valores mayores a la unidad reportados en la Tabla 6, permiten constatar el 

posible origen de los crudos de rocas siliciclásticas depositadas en ambientes subóxicos 

(McKirdy et al., 1984; Price, 1980; Rullkötter et al., 1985). 

 

Adicionalmente, se ha calculado la relación diasteranos a esteranos normales (m/z 217; 

Anexo C), misma que refleja el contenido de arcilla presente en una roca madre. Los 

valores obtenidos para los crudos analizados oscilan entre 0,35 y 0,44 (Tabla 5). Estos 

valores son considerados altos, ya que son consecuencia de una alta proporción de 

diasteranos (Dia), lo cual indica rocas madres ricas en arcillas (Lerch et al., 2016; Peters 

et al., 2005). 

 

Con respecto a la distribución de esteranos, el fragmentograma correspondiente al ion 

m/z 217 de la muestra representativa PAC-39 (Figura 33), al igual que en los crudos 

restantes, muestra una mayor concentración de esteranos C27 en comparación con sus 

homólogos C28 y C29. Esto se asocia a un origen de materia orgánica predominantemente 

marino, mientras que los esteranos C28 y C29 se relacionan principalmente con aportes 

lacustres y de plantas superiores terrestres (Huang y Meinschein, 1979; Nichols et al., 

1990; Peters et al., 2005). 

 

 

Figura 33. Distribución de esteranos C27, C28 y C29 en el fragmentograma ion m/z 217 de la muestra 

PAC-39. 
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Un diagrama ternario de los porcentajes de los esteranos regulares C27, C28 y C29 nos 

permite identificar de mejor manera lo mencionado anteriormente. Como se observa en 

la Figura 34, los crudos analizados se agrupan en la zona marino-estuarino, lo que 

constata que la materia orgánica precursora es principalmente de origen marino, con una 

mezcla de fitoplacton y algas (Moldowan et al., 1985).  

 

 

Figura 34. Diagrama ternario de esteranos C27, C28 y C29 para los crudos estudiados (Modificado de 

Huang y Meinschein, 1979). 

 

Algo que puede resultar incongruente es la presencia predominante de oleanano en el 

fragmentograma ion m/z 191 de la muestra PAC-39 (Figura 35), al igual que en los otros 

crudos, dado que este marcador biológico se encuentra relacionado con la presencia de 

sedimentos de origen continental. Esto sugiere una contribución significativa de material 

terrígeno a los sedimentos marinos que dieron origen a los crudos analizados (Moldowan 

et al., 1994).  
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El índice de oleanano (Ol/H30) permite constatar lo mencionado anteriormente y también 

sirve como indicador de la edad geológica de la roca madre, ya que se origina 

principalmente por angiospermas (plantas con flor), las cuales tienen un registro 

sedimentario del Terciario y Cretácico superior. Los valores de este parámetro en los 

crudos analizados varían entre 1,4 y 1,74 (Tabla 5), lo que sugiere que los crudos tienen 

un origen Terciario con una notable contribución de material vegetal superior (Tissot y 

Welte, 1984; Woodhouse et al., 1992). Esta edad se puede sustentar mediante la relación 

M/H30, donde los valores reportados en la Tabla 6 (0,20 – 0,38) indican que los crudos 

bajo estudio proceden de rocas generadoras del Terciario (Grantham, 1986).  

 

 

Figura 35. Presencia de oleanano en la fragmentograma ion m/z 191 de la muestra PAC-39. 

 

Según Murray et al. (1997), el oleanano se conserva mejor en rocas deltaicas 

influenciadas por aguas marinas durante la diagénesis temprana. Además, las partes 

distales de los sistemas deltaicos tienden a ser ricas en arcilla (Bhattacharya y Walker, 

1992). Esto lleva a la interpretación de que estas muestras de crudos proceden de rocas 

madres que contienen una mezcla de algas marinas y materia orgánica vegetal superior. 

Esto posiblemente es característico de un entorno deltaico-distal o una combinación 

periódica de aguas marinas y terrestres, lo cual podría dar lugar a que se conserve algún 

material vegetal terrestre en entornos predominantemente marinos (Márquez et al., 2022). 

 

4.4  MADUREZ TÉRMICA 

Los moretanos son menos estables térmicamente que los correspondientes hopanos 

normales, lo que resulta en una disminución de la relación M/H30 con el aumento de la 

madurez térmica (Peters y Moldowan, 1991). Los crudos analizados en esta investigación 

muestran valores que van desde 0,20 hasta 0,38 (Tabla 6), lo que sugiere que los crudos 

presentan cierto grado de madurez. Esto se respalda mediante la relación Ts/Tm, donde 
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los crudos reportan valores entre 2,01 y 2,28 (Tabla 6), lo que indicaría que las muestras 

cuentan con una madurez térmica mínima de entrada en la ventana de generación de 

petróleo (Peters et al., 2005). 

 

Tabla 6. Parámetros moleculares indicadores de madurez térmica para los crudos bajo estudio. 

Muestra Ts/Tm %22S %20S %ββ M/30H 

PAC- 17 2,18 53,63 49,9 60,81 0,24 

PAC-36 2,13 52,06 49,8 61,40 0,24 

PAC-39 2,01 54,26 50,4 60,14 0,26 

PAC-40 2,28 53,21 49,1 59,98 0,38 

Mata Chivato  2,05 53,47 49,9 60,89 0,20 

Notas: Ts/Tm = 18α(H)-22,29,30-trisnorneohopano/17α(H)-22,29,30-trisnorhopano; % 22S = 100·C31 

hopano 22S/(22S+22R); %20S = 100·C29-esterano 20S/(20S+20R); %ββ = 100·C29-isosteranos 

(20S+20R) / C29-esteranos regulares (20S +20R) y finalmente M/H30 = C30-moretano/C30-hopano. 

 

El parámetro % 22S se determina a partir del fragmentograma m/z 191 (Anexo B). Los 

valores de este parámetro se ven incrementados con la madurez de la roca madre (Seifert 

y Moldowan, 1980). En la Tabla 6 se observa que los valores medidos del % 22S, 

considerando el C31-hopano, se encuentran entre 52 y 54 %. Esto indica un nivel de 

madurez equivalente al inicio de la ventana de generación de petróleo (Hunt, 1996; Peters 

y Moldowan, 1993). 

 

Respecto al ion molecular m/z 217 (Anexo C), el parámetro %20S para los crudos 

estudiados es de alrededor del 50%, mientras que para el %ββ los valores oscilan entre 

59 y 61 % (Tabla 6), lo que indica que la reacción de isomerización entre isosteranos (St) 

y esteranos regulares de C29 aún no ha alcanzado el equilibrio térmico, aunque los crudos 

se encuentran térmicamente maduros (Peters et al., 2005; Seifert y Moldowan, 1986). 

Esto se debe a que las proporciones de isomerización de esteranos en los crudos Terciarios 

generalmente no están en equilibrio, lo cual parece ser el resultado de un tiempo 

insuficiente para la isomerización completa del esterano en las rocas terciarias, a pesar de 

que los petróleos generados están térmicamente maduros según las características 

geoquímicas (Grantham, 1986).  

 

En las Figuras 36 y 37 se representan gráficamente estos parámetros para verificar lo 

anteriormente mencionado, donde se visualiza que todos los crudos se encuentran dentro 
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de la ventana de generación de petróleo. No obstante, la muestra PAC-39 presenta un 

mayor grado de madurez respecto a las demás muestras, apuntando un nivel de madurez 

cercano al pico de generación de petróleo (Peters y Moldowan, 1993; Seifert y Moldowan, 

1986). 

 

Figura 36. Representación del % 20S/ (20S + 20R) vs % ββ/(ββ+αα) (Modificado de Peters et al., 2005).  

 

 
 

Figura 37. Representación % ββ/(ββ+αα) vs % 22S/(22S+22R) (Modificado de Peters y Moldowan, 

1993). 
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CAPÍTULO V: CONCLUSIONES Y 

RECOMENDACIONES 

 

 

5.1  CONCLUSIONES 

La diferencia en las huellas isotópicas de carbono por debajo de 0,2 ‰, la distribución de 

biomarcadores no biodegradados y la similitud en la proporción vanadio a níquel en torno 

a 1,94, constata que las muestras analizadas provienen de una misma familia de crudos. 

 

La abundancia de C23-terpano tricíclico, la distribución en forma escalonada de los 

homohopanos C31 a C35, así como las proporciones C31R/C30 superiores a 0,25, el 

predominio de esteranos C27 respecto a C28 y C29, y las concentraciones de isótopos de 

carbono estable, evidencia que la materia orgánica precursora de los crudos analizados es 

de origen marino, con una contribución significativa de material terrígeno depositado en 

condiciones subóxicas a disóxicas. Estas características son consistentes con un entorno 

de transición estuarino reportado por Lorenzo et al. (2018). 

 

La proporción Ts/Tm en torno a 2,14, así como los parámetros de esteranos regulares e 

isoesteranos (%22S ≈ 53%; %20S ≈ 50% y % ββ ≈ 60%), constatan que los crudos 

analizados exhiben un grado de madurez térmica correspondiente al inicio de la ventana 

de generación de petróleo.  

 

La presencia simultánea de 25-norhopano, n-alcanos e isoprenoides, demuestra que los 

crudos del campo Pacoa son el resultado de una mezcla de crudos inalterados y 

biodegradados, siendo este último el predominante en la mezcla final, presentando un 

nivel de biodegradación ligero a moderado según la escala de Peters y Moldowan (1993). 

 

La distribución de hopanos y esteranos, así como la notable presencia de oleanano, 

evidencian que los crudos analizados proceden de una misma roca madre rica en arcillas
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de edad Terciaria. Dado que los datos de δ13CSAT en torno a 22,2 ‰ hacen referencia al 

Eoceno y que la columna litológica integral de Pacoa y Ancón no posee una formación 

con las características determinadas en esta investigación, se postula su posible existencia 

en un equivalente lateral de la formación Socorro en la columna geológica reportada en 

la isla Puná por Márquez et al. (2022), la cual aún no dispone de estudios geoquímicos 

que la respalden. 

 

5.2  RECOMENDACIONES 

Se debe considerar en el análisis que algunos parámetros importantes usados para inferir 

las características paleoambientales, se ven considerablemente afectados por los procesos 

de alteración secundaria en los crudos. 

 

Se recomienda incluir dentro de este tipo de análisis, muestras de crudo correspondientes 

a pozos offshore del campo Pacoa para contribuir a la definición del sistema petrolero 

operante en la provincia de Santa Elena. 

 

Se sugiere realizar correlaciones entre los crudos del campo Pacoa y extractos de rocas 

de diferentes formaciones de la costa sur del Ecuador, para establecer candidatos a rocas 

generadoras del sistema petrolero operante en la provincia de Santa Elena. 
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ANEXO A. Fragmentogramas ion m/z 99 

 

 

  



 

 

 

ANEXO B. Fragmentogramas ion m/z 191 

 

 



 

 

 

 

ANEXO C. Fragmentogramas ion m/z 217 

  



 

 

 

ANEXO D. Lista de biomarcadores identificados en los fragmentogramas. 

 

Tabla D 1. Principales biomarcadores saturados identificados en los fragmentogramas. 

Número de pico  Componente Abreviatura  

1 n-tridecano n-C13 

2 n-tetradecano n-C14 

3 n-pentadecano n-C15 

4 n-hexadecano n-C16 

5 n-heptadecano n-C17 

6 Pristano Pr 

7 n-octadecano n-C18 

8 Fitano Ft 

9 n-nonadecano n-C19 

10 n-eicosano n-C20 

11 C23, terpano tricíclico C23 

12 C24, terpano tricíclico C24 

13 C25, terpano tricíclico C25 

14 C26, terpano tricíclico C26R 

15 C24, Terpano tetracíclico C24 

16 C26, terpano tricíclico C26S 

17 C28, terpano tricíclico (S) C28R 

18 C28, terpano tricíclico (R) C28S 

19 C29, Terpano tricíclico (S) C29R 

20 C29, Terpano tricíclico (R) C29S 

21 18α(H), 21β(H)-22,29,30-Trisnorneohopano  Ts 

22 17α(H), 21β(H)-22,29,30-Trisnorhopano  Tm 

23 17α(H), 21β(H)-28,30-Bisnorhopano  H28R 

24 17α(H), 21β(H)-25-Norhopano Nh 

25 17β(H), 21α(H)-28,30-Bisnorhopano  H28S 

26 17α(H), 21β(H)-30-Norhopano  H29 

27 17α(H), 21β(H)-30-Norneohopano  C29Ts 

28 18α(H), 21β(H)-30-Norhopano (Normoretano) M29 

29 Oleanano  Ol 

30 17α(H), 21β(H)-Hopano  H30 

31 17β(H), 21α(H)-Hopano (Moretano)  M30 

32 22S-17α(H), 21β(H)-30-Homohopano  H31S 

33 22R-17α(H), 21β(H)-30-Homohopano  H31R 

34 Gamacerano G 

35 22S-17α(H), 21β(H)-30,31-Bishomohopano  H32S 

36 22R-17α(H), 21β(H)-30,31-Bishomohopano  H32R 

37 22S-17α(H), 21β(H)-30,31,32-Trishomohopano  H33S 

38 22R-17α(H), 21β(H)-30,31,32-Trishomohopano  H33R 

39 22S-17α(H), 21β(H)-30,31,32,33-Tetrahomohopano  H34S 

40 22R-17α(H), 21β(H)-30,31,32,33-Tetrahomohopano  H34R 

41 22S-17α(H), 21β(H)-30,31,32,33,34-Pentahomohopano  H35S 

42 22R-17α(H), 21β(H)-30,31,32,33,34-Pentahomohopano  H35R 

 



 

 

 

 

Tabla D 1. (Continuación) 

Número de pico  Componente Abreviatura  

43 C27 20S-13β(H),17α(H)-diasterano DIAC27S 

44 C27 20R-13β(H),17α(H)-diasterano DIAC27R 

45 C27 20S−5α(H),14α(H),17α(H)−colestano C27S 

46 C27 20R−5α(H),14β(H),17β(H)−colestano C27ββR 

47 C27 20S−5α(H),14β(H),17β(H)−colestano C27ββS 

48 C27 20R-5α(H),14α(H),17α(H)-colestano C27R 

49 C28 20S-5α(H),14α(H),17α(H)-ergostano C28S 

50 C28 20R-5α(H),14β(H),17β(H)-ergostano C28ββR 

51 C28 20S-5α(H),14β(H),17β(H)-ergostano C28ββS 

52 C28 20R-5α(H),14α(H),17α(H)-ergostano C28R 

53 C29 20S−5α(H),14α(H),17α(H)−estigmastano C29S 

54 C29 20R−5α(H),14β(H),17β(H)−estigmastano C29ββR 

55 C29 20S−5α(H),14β(H),17β(H)−estigmastano  C29ββS 

56 C29 20R−5α(H),14α(H),17α(H)−estigmastano C29R 
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