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Abstract

Geochemical evaluation of oil from a well recently drilled in the southeast area of Maracaibo Lake
(FRA-1X, Franquera oil field) and its comparison with 5 crude oils from nearby fields, led to the conclusion
that these geochemically correlated marine mature oils could be the result of the mixture into the reservoir
of petroleum formed by two pulses of generation of the La Luna Formation source rocks, which fed the
study area in different geological periods (Eocene and Miocene-Recent).

Keywords: petroleum, La Luna Formation, Maracaibo, thermal maturity.

Evaluación geoquímica del petróleo en el campo
Franquera y yacimientos cercanos en la región

sureste de la cuenca del lago de Maracaibo

Resumen

La evaluación geoquímica del crudo de un pozo perforado recientemente en el área Sureste del Lago
de Maracaibo (FRA-1X, campo Franquera), y su comparación con 5 crudos de campos cercanos, llevó a
concluir que estos petróleos marinos maduros que resultaron estar geoquímicamente correlacionados,
pudieron ser el resultado de la mezcla en el yacimiento de petróleo formado por dos pulsos de generación
de sus rocas madres de la Formación La Luna, los cuales alimentaron el área de estudio en épocas geológi-
cas distintas (Eoceno y Mioceno-Reciente).

Palabras clave: petróleo, Formación La Luna, Maracaibo, madurez térmica.

Introducción

La explotación petrolífera en la Cuenca del
Lago de Maracaibo, recibió un impulso importan-
te a mediados del año 1988, con la perforación
del pozo VLG-3729 en la región sureste del Lago
de Maracaibo, cercana a la frontera con el Estado
Trujillo. Este, perforado a una profundidad de
16.000 pies (4,88 km) aportó 5000 barriles dia-
rios de crudo liviano, e incentivó una serie de es-

tudios y caracterizaciones del nuevo yacimiento,
que permitieron establecer que el mismo se ex-
tendía hasta tierra firme. A partir del año 2000,
se perforó el pozo TOM-1X (campo Tomoporo), el
cual fue el primero en producir comercialmente
crudo liviano en tierra (3.000 barriles/día (B/D)
de 34° API). TOM-2 obtuvo 2.300 B/D de 32° API
con una profundidad total de 16.474 pies (5,02
km). En la actualidad, los pozos TOM-7, TOM-8 y
TOM-9, producen unos 20.000 barriles diarios
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de crudo de excelente calidad, y se han estableci-
do reservas de más de 2.500 millones de barriles
(MMB) de crudo y gas asociado. En años más re-
cientes, se planificó la perforación de nuevos po-
zos, que permitieran no solamente consolidar es-
tas reservas, sino explorar nuevas áreas más al
sur en las cuales se presume nuevas acumula-
ciones de hidrocarburos. En tal sentido, en el año
2005 se culminó la perforación del pozo FRA-1X
(campo Franquera), depósito en el cual taladros
subsiguientes arrojaron expectativas de 738
MMB de petróleo para este nuevo yacimiento
[1-2]. En este trabajo se presentan los resultados
de la caracterización geoquímica del crudo prove-
niente de este pozo (FRA-1X), y una comparación
con el petróleo de cinco pozos provenientes de
campos cercanos (Mene Grande, Barúa, Mota-
tán).

Metodología experimental

La zona de estudio (Zulia Sur-oriental)
comprende una franja Norte-Sur extendida des-

de las poblaciones de Aurare hasta Tomoporo, li-
mitada al Norte y Noreste por las Fallas de Pueblo
Viejo y Burro Negro. El límite Este de la franja
está marcado por las Fallas de Burro Negro -
Mene Grande y su límite Oeste, por la Falla de
Pueblo Viejo – Ceuta (Figura 1).

La caracterización del crudo de los pozos
(Figura 1): FRA-1X (campo Franquera), MG-209,
MG-862 (Mene Grande), MGB-005 (Barúa),
MOT-002 y MOT-047 (Motatán), se describe:
Una vez deshidratado el crudo [3], se determinó
las concentraciones de los elementos V, Ni y S,
por espectrometría de fluorescencia de rayos X de
longitud de onda dispersiva [4-5]. La gravedad
API, en un densitómetro PAAR digital modelo
DMA 35 [6]. El ensayo SARA (saturados, aromáti-
cos, resinas y asfaltenos), se realizó empleando
cromatografía líquida, en un equipo HPLC mode-
lo Waters [7]. Los hidrocarburos saturados se
analizaron por cromatografía de gases (CG) en un
equipo HP-6890 con detector de FID y columna
capilar HP-1 de metilsilicona, de 60 m de largo,
0,25 mm de diámetro interno y grosor de la fase
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Figura 1. Área de estudio, pozos con crudo analizado y principales estructuras, Zulia Oriental [2].



estacionaria de 0,25 µm. Los biomarcadores pre-
sentes en las fracciones de hidrocarburos satu-
rados (esteranos y terpanos) y compuestos aro-
máticos (fenantrenos, dibenzotiofenos, esteroi-
des mono- y tri-aromáticos) se determinaron me-
diante CG acoplada con espectrometría de ma-
sas, en un cromatógrafo marca Agilent Technolo-
gies, modelo 6890 N con un detector de masas
Agilent-5973 Inert [7]. Se empleó la técnica de
Monitoreo de Iones Seleccionados, para obtener
los fragmentogramas de relación m/z 191, 412,
217 y 218 para saturados y 178+192, 184+198,
253 y 231 para aromáticos. Finalmente, el equipo
utilizado para determinar la relación isotópica
del carbono (13C/12C) en materia orgánica
(�13CPDB) es un analizador elemental (Costech),
acoplado por una interfase (Conflo III Thermo), a
un espectrómetro de masas de relaciones isotópi-
cas Delta V [7]. Bitúmenes de diclorometano ana-
lizados por esta técnica, provinieron de lutitas
calcáreas de la Formación La Luna (Cretáceo) de
un pozo ubicado cerca de la zona de estudio, y lu-
titas de la Formación Misoa (Eoceno) colectadas
del pozo FRA-1X.

Presentación de resultados

La Figura 2 incluye los resultados de los en-
sayos SARA y gravedad API; un diagrama terna-
rio de la composición SARA y los cromatogramas
de gases para los hidrocarburos saturados. La Fi-
gura 3 muestra los fragmentogramas de masas
para los iones m/z 191, 412 (terpanos), 217 y 218
(esteranos) de la fracción saturada del crudo
FRA-1X, seleccionado como referencia, debido a
que los del resto de los crudos son muy similares.
En la Figura 4, se incluyen los fragmentogramas
realizados sobre la fracción aromática del
FRA-1X: iones m/z 178+192 (fenantreno y metil-
fenantrenos), 184+198 (dibenzotiofeno y metildi-
benzotiofenos), 253 (esteroides monoaromáticos)
y 231 (triaromáticos). Las Tablas 1 y 2 contienen
los parámetros del estudio de los fragmentogra-
mas de masas, que permiten establecer ambiente
depositacional (Tabla 1) y madurez térmica de la
roca madre (Tabla 2), y la Tabla 3 muestra las
concentraciones de azufre, vanadio y níquel en
los crudos.

Discusión de resultados

Correlaciones geoquímicas – Procesos
de alteración

La Figura 2 permite reconocer que estas
muestras, a pesar de ser crudos pesados [10],
han sido clasificadas, según Tissot y Welte [11]
como crudos parafínicos-nafténicos. Se aprecia
que la composición SARA es bastante similar
para todos los crudos, con valores de resinas y
asfaltenos entre 27 y 32% en masa.

El crudo del pozo MG-0209, el más pesado
del grupo, exhibe un cromatograma de gases
para los hidrocarburos saturados (Figura 2) que
muestra solamente una “joroba” (desviación de la
línea base) con muy pocas señales, sin evidencias
de la presencia de n-parafinas o isoprenoides (IP)
acíclicos, hecho indicativo que esta muestra ha
sido biodegradada [11-12]. La joroba se adscribe
a la presencia en la muestra de una mezcla com-
pleja de compuestos orgánicos que la columna
cromatográfica no ha sido capaz de separar [13].
Su fragmentograma de esteranos (m/z=217, Fi-
gura 3B) no demuestra alteración de estas molé-
culas, lo cual se corresponde con un nivel de bio-
degradación de 5 según la escala PM [8]. Llama la
atención que su fragmentograma de terpanos
(m/z=191) permite reconocer la presencia de ho-
panos demetilados (señal HD29, Figura 3A), lo
cual ha sido atribuido a crudos con biodegrada-
ción más avanzada [8, 14-15].

En el resto de los crudos, sobre uno de los
cuales han sido identificadas las principales se-
ñales sobre su cromatograma (muestra FRA-1X,
Figura 2), se observa sobre una joroba similar a
la del cromatograma anterior, señales entre las
cuales las más prominentes son las n-parafinas y
los hidrocarburos IP. Se puede reconocer en es-
tos cinco petróleos una distribución de n-alcanos
de tipo unimodal, con máximos alrededor de
n-C16 a n-C17, y relaciones IP19/IP20 (pristano/fi-
tano) inferiores a la unidad, características que,
aunadas con la similitud en sus fragmentogramas
de masas, y la información derivada de la gráfica
de correlación entre las variables vanadio y níquel
(Figura 5) [16], así como el valor promedio de la re-
lación V/Ni (7,9 con desviación estándar de 0,2)
permiten la clasificación de estas muestras en un
solo tipo genético de crudo [11-12].
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Los cinco crudos cuyos cromatogramas de
gases poseen presencia de n-parafinas e isopre-
noides sobre una joroba de compuestos no re-
sueltos (Figura 2), corresponden a crudos no al-
terados [11-12], pero de nuevo, sus fragmento-
gramas de terpanos exhiben sistemáticamente la
señal de hopanos demetilados. Una alternativa,
que ha sido reportada en la Cuenca del Lago de
Maracaibo, consistiría en un eventual proceso de
mezcla en la tubería de producción, de crudo no
alterado con fluidos biodegradados de niveles es-
tratigráficamente superiores, gracias a cementa-
ciones dañadas en pozos antiguos [17-18].

No obstante, tomando en consideración
que el pozo FRA-1X ha sido perforado reciente-
mente, lo cual permitiría descartar la alternativa

antes expuesta, se propone que estos crudos son
el resultado de un proceso de mezcla en el yaci-
miento, de petróleo proveniente de dos pulsos de
generación de sus rocas madres de la Formación
La Luna (Cretáceo) [2, 18-20]. El primer pulso, de
edad Eoceno, generó crudo cuyos yacimientos
fueron sometidos a finales del Eoceno a un levan-
tamiento de la cuenca, exponiéndolos a la acción
bacterial [11-12]. Posterior a un proceso de bas-
culamiento de la misma, con hundimiento gene-
ralizado, comenzó durante el Mioceno un segun-
do evento de generación de petróleo, el cual al-
canzó el crudo previamente acumulado y biode-
gradado, y se combinó con éste [20]. Este fenóme-
no de mezcla, el cual ya ha sido documentado en
otras partes de la cuenca [2, 21], explicaría la
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Figura 3. (A) Fragmentogramas de masas para los iones m/z 191 y 412 (terpanos) de la fracción
de hidrocarburos saturados del crudo FRA-1X; (B) iones 217 y 218 (esteranos).



presencia de crudos no biodegradados, con bio-
marcadores que evidencian biodegradación, pro-
venientes de los pozos bajo estudio, cuyos croma-
togramas exhiben la presencia de abundantes
n-alcanos e isoprenoides acíclicos sobrepuestos
a una gran mezcla de compuestos no resueltos
por la columna (joroba).

Ambiente depositacional

Las evidencias que corroboran una roca
madre calcárea depositada en un ambiente mari-
no, con poca contribución de materiales deriva-
dos del continente, y en un medio fuertemente re-
ductor son: Distribuciones de n-alcanos de tipo
unimodal, con máximos alrededor de n-C16 a
n-C17, y relaciones pristano/fitano inferiores a la
unidad (Figura 2); la gráfica de correlación entre
las variables pristano/n-C17 versus fitano/n-C18

[12] (Figura 6) permite observar que todos los po-
zos se agrupan en la zona que corresponde a cru-
dos generados a partir de kerogeno tipo II, mari-
no, reductor, y térmicamente maduro [11-12], lo
cual recibe apoyo de la ubicación de las muestras
en la gráfica de V vs. Ni (Figura 5), en el campo de
lutitas o calizas depositadas en un ambiente se-

dimentario marino, y en un medio anóxico. Todo
esto permite descartar la posible contribución de
rocas madres continentales terciarias, a estos
crudos.

Otras evidencias de rocas madres calcáreas
marinas, provenientes de los biomarcadores (Ta-
bla 2) son; predominancia del diterpano tricíclico
C23 frente a sus otros homólogos tricíclicos [22],
mayor concentración de esteranos regulares C27

sobre sus análogos C28 y C29 [23], índices de ho-
mohopano (IndHH) mayores a 10 [24], presencia
de gammacerano [25], relaciones TT/S inferiores
o iguales a 5 [26] y el patrón de distribución de los
metilfenantrenos (MF) (2-MF < 3-MF < 9-MF >
1-MF; Figura 4), así como la predominancia de
9-MF sobre sus isómeros [27]. Sin embargo, apa-
recen otras evidencias que dan apoyo a una roca
madre de litología clástica; relaciones diastera-
no/esterano mayores a 0,4 [28]; valores inferio-
res a 1 para el cociente H29/H30 [7]; y distribución
de los metildibenzotiofenos (MDBT, Figura 4) en
forma de escalera (4-MDBT > 2+3-MDBT >
1-MDBT) [29]. La presencia de 18�(H) oleanano
(índice de oleanano entre 20 y 25%), característi-
co de rocas madres continentales del Cretáceo
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Figura 4. Fragmentogramas de masas para los iones m/z 178 (fenantreno) y 192 (metil-fenantrenos),
184 (dibenzotiofeno) y 198 (metil-dibenzotiofenos), 231 (esteroides triaromáticos) y 253 (esteroides

monoaromáticos) de la fracción aromática del crudo FRA-1X.
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Tabla 1
Indicadores geoquímicos de ambiente depositacional de las rocas fuentes de los crudos

bajo estudio, derivadas de sus biomarcadores saturados y aromáticos

Pozo %EstC27 %EstC28 %EstC29 TT/S IndHH H29/H30 Dia C27/
Est C27

%Ol %Gam

FRA-1X 34,4 33,5 32,2 4,3 10,9 0,8 0,6 23,6 7,5

MG-209 34,6 33,3 32,2 3,8 10,7 0,7 0,5 23,5 7,2

MG-862 34,8 33,1 32,1 3,6 10,7 0,6 0,5 23,2 7,6

MGB-005 34,6 33,2 32,1 5,3 10,5 0,8 0,6 23,1 7,2

MOT-002 34,7 33,3 32,1 3,0 10,8 0,7 0,6 23,1 6,3

MOT-047 33,6 31,5 34,9 3,3 10,5 0,8 0,6 21,3 5,8
Notas: %Est=esteranos ��C27, C28 y C29; TT/S=Relación hopano C30��/esteranos ��C29 (S + R); Dia=C27-Diastera-

no.; IndHH=Índice de Homohopanos =C35/ � C31-C35; H29 y H30=Hopanos; %Ol=18(�)H-Oleanano/H30; %Gam

=Gammacerano/H30, estos dos en m/z = 412.

Tabla 2
Indicadores geoquímicos de madurez térmica de las rocas fuentes de los crudos

bajo estudio, derivadas de sus biomarcadores saturados y aromáticos

Pozo %Ts/
(Ts +Tm)

% 22S % �� % 20S %TA %MA TA28/
TA28+MA29

PP-1 MPI Rcalc.

FRA-1X 37 57 54 56 25,4 21,2 40,9 1,34 0,75 0,90

MG-209 37 58 49 47 32,0 26,4 46,7 1,08 0,92 0,96

MG-862 32 58 54 57 35,2 28,5 48,1 1,07 0,93 0,96

MGB-005 33 59 49 48 31,0 25,0 44,9 1,11 0,90 0,95

MOT-002 31 60 55 59 28,8 23,8 44,2 1,13 0,89 0,95

MOT-047 32 55 48 51 29,1 24,6 44,2 1,13 0,88 0,95
Notas: Tm=17�(H)-22,29,30-trisnorhopano; Ts=18�(H)-22,29,30-trisnormeohopano; %22S=Homohopano C32
[22S/(22S+22R)]; %��=esterano C29 [��/(��+��)]; %20S=esterano C29�� [20S/(20S+20R)]; TA=Esteroide triaromáti-

co; %TA=TA(I)/[TA(I)+TA(II)]; MA=Esteroide monoaromático; %MA=MA(I)/(MA(I)+MA(II)); TA28/TA28+MA29 [8];
MF=Metilfenantreno; PP-1=(1-MF+9-MF)/(2-MF+3-MF) [9]; MPI= Índice de Metilfenantreno = 1,89(2-MF+3-MF)/[F +
1,26(1-MF+9MF)] [9]; Rcalc. =Reflectancia de Vitrinita Calculada = 0,60 MPI + 0,40 [10].

Tabla 3
Concentración de azufre, vanadio y níquel, crudos objeto de estudio

Pozo %S (m/m) V (mg/L) Ni (mg/L) V/Ni V/(V+Ni)

FRA-1X 2,50 386 52 7,4 0,88

MG-209 2,60 483 57 8,5 0,89

MG-862 2,22 323 42 7,7 0,88

MGB-005 1,40 238 27 8,8 0,90

MOT-002 1,40 270 38 7,1 0,88

MOT-047 2,50 449 58 7,7 0,86



tardío o Terciario [30] hace pensar, en principio,
en un proceso de contaminación de los crudos,
durante su migración, con fluidos generados por
lutitas terciarias.

Para evaluar esta posibilidad, se procedió a
comparar (Figura 7), los valores isotópicos de
�13C determinados sobre las fracciones de satu-
rados, aromáticos y resinas [31], tanto para el
crudo FRA-1X, como para un extracto de la For-
mación La Luna y otro de una roca madre del Ter-
ciario.

Al comparar estas tres curvas [31] se reco-
noce que el crudo del pozo FRA-1X arroja una
tendencia muy parecida a la obtenida para el ex-
tracto de roca cretácica, y razonablemente dife-
rente a la obtenida para el bitumen de la roca ter-
ciaria, lo cual es un apoyo adicional a la conclu-
sión que este crudo ha sido derivado de la Forma-
ción La Luna [32, 33]. La diferencia notable en la
posición de las curvas para el par crudo-roca ma-
dre, se debe a efectos de madurez térmica [34].
Como alternativa, pensando en el modelo de
mezcla de crudos provenientes de dos pulsos de
generación de sus rocas madres de la Formación
La Luna, se ha propuesto [35] que la facies de La
Luna que generó el segundo pulso de edad Mioce-
no - Reciente que alimentó el área de estudio, de-
mostró poseer una litología más lutítica que cal-
cárea [36], lo cual justificaría la existencia del
oleanano. Esto explicaría la presencia de caracte-
rísticas tan disímiles en cuanto a su litología,

para un mismo grupo de muestras de crudo geo-
químicamente correlacionadas.

Madurez térmica

La Figura 8 representa un resumen de los
diversos indicadores de madurez térmica deriva-
dos de los biomarcadores (Tabla 3), que han sido
determinados en el estudio.

La mayoría de los parámetros arrojan valo-
res que corresponden a reflectancias de vitrinita
entre 0,8 y 1,0, lo cual se corresponde con crudos
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Figura 5. Concentración de vanadio vs. Níquel.
Adaptada de [16]. Incluye el coeficiente

de correlación lineal R2 (0,93) y la ecuación
de la recta de correlación (Y = 0,77X + 3,39).

Figura 6. Gráfica de la relación pristano/n-C17

vs. fitano/n-C18 [12] a escala logarítmica.
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madurez térmica

Extracto Formación La Luna
Extracto Formación Terciario
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Figura 7. Curvas de correlación construidas
uniendo los valores de �13C determinados
sobre las fracciones analizadas (saturados,

aromáticos y resinas) del crudo FRA-1X
y de extractos de la Formación La Luna

del Cretáceo y de una unidad del Terciario
con características de roca madre.



generados por rocas madres que han alcanzado
la etapa principal de generación de hidrocarbu-
ros [11]. La variable %22S midió un valor prome-
dio máximo alrededor de 60%, el cual prevalece
para el resto de la escala de madurez [8, 25]. En el
caso del cociente Ts/(Ts+Tm), se reporta [8] que
este parámetro es dependiente de la facies orgá-
nica, y ya se ha postulado que estos crudos son
una mezcla de fluidos producidos por dos pulsos
distintos de generación de la roca madre, cada
uno proveniente de una facies de distinta litolo-
gía. Esto hace que el resultado obtenido no sea
indicativo del nivel real de madurez de los cru-
dos. Finalmente, el parámetro TA28/(TA28+MA29),
calculado según [8], arroja valores bajos que co-
rresponden al inicio de la ventana del petróleo. La
literatura consultada [37, 38] establece que esta
variable podría ser afectada por el proceso de ex-
pulsión del crudo de su roca madre, pero no está
claro como este efecto pudo tener alguna influen-
cia sobre las muestras objeto de estudio.

Conclusiones

Los crudos analizados pertenecientes a
campos petroleros de Zulia Sur-oriental, han
sido generados por una roca madre depositada
en un ambiente reductor, la cual ha alcanzado la
madurez térmica. La gran mayoría de las eviden-
cias presentadas, junto con la literatura consul-
tada permiten, por una parte, apuntar hacia las
rocas fuentes de la Formación La Luna, del Cre-
táceo de la Cuenca del Lago de Maracaibo como
posible roca fuente. Por otro lado, las posibles
pruebas de una contribución de rocas madres
continentales del Terciario a los crudos estudia-
dos son muy débiles, soportado esto último por
estudios de isótopos estables de carbono realiza-
dos sobre estas rocas. Es más factible proponer
aportes de una segunda facies de rocas madres
marinas de la Formación la Luna, sedimentadas
con ciertas contribuciones de material del conti-
nente, las cuales darían un carácter lutítico-arci-
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Figura 8. Parámetros de biomarcadores para evaluar madurez térmica (Tabla 3), con flechas
sobre las barras para indicar el valor promedio de cada uno de ellos, para los crudos analizados.

Abajo se incluye una curva generalizada de generación del crudo, en función de cantidad de crudo
generado respecto al valor medio de la reflectancia de la vitrinita (%Rm), con la indicación

de las diversas etapas de maduración térmica. Adaptado de [8].



lloso a una roca como La Luna, eminentemente
calcárea. Esto ya ha sido soportado en estudios
previos realizados sobre esta unidad.

Uno de los crudos resultó estar biodegra-
dado. Los otros cinco, muestran evidencias de
constituir una mezcla entre un crudo no biode-
gradado (distribución completa de n-parafinas
e isoprenoides acíclicos) y otro fuertemente bio-
degradado (presentan hopanos demetilados).
Adicionalmente, se hallaron evidencias que so-
portan simultáneamente una roca madre de li-
tología calcárea, y otra de litología clástica (lutí-
tica). Estos resultados, más los modelos de ge-
neración de petróleo de la Formación La Luna,
permiten concluir que los depósitos de petróleo
del área de estudio, pudieron haber sido ali-
mentados con fluido generado de la primera
etapa principal de generación de crudo de rocas
calcáreas de La Luna, ubicadas al noreste de la
cuenca, durante el Eoceno, el cual se biodegra-
dó. Posteriormente, crudo proveniente de un
segundo periodo de generación de crudo de esta
unidad, correspondiente a secuencias lutíticas
ubicadas al sur de la zona de estudio, alimentó
estos yacimientos y se mezcló con el crudo pre-
viamente biodegradado.
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