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Типы разрезов и перспективы нефтеносности баженовской 
свиты в Надым-Обском междуречье

М.А. Фомин1,2*, Р.М. Саитов1
1Институт нефтегазовой геологии и геофизики им. А.А. Трофимука СО РАН, Новосибирск, Россия

2Новосибирский государственный университет, Новосибирск, Россия

В статье представлены результаты изучения геологического строения баженовской свиты в Надым-Обском 
междуречье Западной Сибири с целью прогноза нефтеносности этой черносланцевой толщи. В результате 
интерпретации широкого комплекса ГИС, представленного электрическим, радиоактивным и акустическим 
каротажем, с последующей увязкой этих результатов с палеонтологическими определениями микро- и макрофа-
уны уточнено распространение салымского, нижневартовского и таркосалинского типов разрезов баженовской 
свиты, выделены переходные области между ними. Установлено, что таркосалинский тип распространен шире 
в западном направлении, чем было показано ранее и выделяется также на Вэнгаяхинской, Ярайнерской и других 
площадях. Нижневартовский тип, наоборот, имеет более узкое распространение и выделяется непосредственно 
в пределах одноименного свода и в южной части Варьеганско-Тагринского мегавыступа.

На основе геологических, геохимических, геофизических критериев и результатов испытания на приток в 
глубоких скважинах составлена карта перспектив нефтеносности «классических» разрезов баженовской свиты. 
Выявлены региональные предпосылки (высокий катагенез органического вещества, значительные современные 
концентрации органического углерода и др.) для обнаружения в южных районах Ямало-Ненецкого автономного 
округа промышленных скоплений нефти в баженовской свите. Проанализированы результаты испытания на 
приток этих отложений в 70–90х гг. XX века; рекомендовано повторное, поинтервальное испытание этой толщи 
с использованием современных методов интенсификации притока. Обоснована необходимость лабораторного 
литологического, петрофизического, геохимического изучения керна баженовской свиты в южной части Ямало-
Ненецкого автономного округа с целью определения ее литологического состава, выделения нефтематеринских 
и нефтепродуктивных интервалов, изучения структуры коллектора и характера насыщения его пустотного про-
странства, разработки рекомендаций к подсчету запасов нефти и созданию технологии ее рентабельной добычи. 

Ключевые слова: баженовская свита, Западная Сибирь, типы разрезов, нефтеносность

Для цитирования: Фомин М.А., Саитов Р.М. (2020). Типы разрезов и перспективы нефтеносности баженов-
ской свиты в Надым-Обском междуречье. Георесурсы, 22(3), c. 2–11. DOI: https://doi.org/10.18599/grs.2020.3.2-11 

* Ответственный автор: Михаил Александрович Фомин
E-mail: fominma@ipgg.sbras.ru

© 2020 Коллектив авторов 

Введение
Черносланцевые отложения являются основными 

нефтематеринскими толщами во всем мире. Они рас-
пространены в Западно-Сибирской, Волго-Уральской, 
Тимано-Печорской, Северо-Кавказской нефтегазонос-
ных провинциях России, бассейнах Северной Америки 
(Уиллистон, Аппалачский, Пермский и др.), Колумбии 
(Среднемагдаленский), Карибского и Ближневосточного 
регионов, Северного моря и др. Главная особенность этих 
толщ состоит в том, что они содержат породы, которые 
являются как нефтематеринскими, так и резервуарами 
нефти. Ресурсы углеводородов в этих толщах относятся 
к трудноизвлекаемым. 

Опыт изучения и успех освоения скоплений угле-
водородов, приуроченных к нетрадиционным плотным 
коллекторам и сланцевым комплексам США, обеспечил 
серьезный стимул к изучению подобных объектов по 
всему миру, в том числе и в России. В настоящее время 
сланцевые формации США, среди которых наиболее 
крупными нефтяными являются Bakken, Eagle Ford, 

газовыми – Marcellus, Haynesville, Fayetteville, Barnet 
(Прищепа и др., 2014), играют важнейшую роль в неф-
тегазовой отрасти этой страны. Огромные перспективы 
связывают с керогенсодержащей формацией Green River 
(Soeder et al., 2019).

В Западно-Сибирской нефтегазоносной провинции 
с каждым годом все сложнее поддерживать уровень до-
бычи нефти из традиционных гранулярных коллекторов. 
Гигантские и крупные месторождения уже открыты, а 
разведанные запасы в значительной степени освоены. 
Возникает необходимость вовлекать в промышленную 
разработку новые, пока еще недостаточно изученные объ-
екты, среди которых самым сложным, пожалуй, является 
баженовская свита. Еще в 1961 году выдающийся совет-
ский геолог Ф.Г. Гурари предсказал ее возможную про-
мышленную нефтеносность, которая была подтверждена в 
1967 году фонтаном нефти на Салымском месторождении. 
В последние годы появились новые, существенно более 
точные данные о геологическом строении, стратиграфии и 
палеонтологии, палеогеографии (Конторович и др., 2013; 
Ступакова и др., 2016; Стафеев и др., 2017; Рыжкова и 
др., 2018; Конторович и др., 2019а) баженовской свиты 
и ее возрастных аналогов в Западно-Сибирском оса-
дочном бассейне. На основе интерпретации широкого 
комплекса ГИС, результаты которого были увязаны с 

Оригинальная статья 

DOI: https://doi.org/10.18599/grs.2020.3.2-11	 УДК 553.982
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палеонтологическими определениями возраста микро- и 
макрофоссилий, авторами предложены значительные 
уточнения границ распространения типов разрезов баже-
новской свиты в Надым-Обском междуречье.

На самых первых схемах и картах основные перспекти-
вы нефтеносности баженовской свиты прогнозировались 
в Салымской зоне нефтегазонакопления. В последние 
годы эти прогнозы были неоднократно детализирова-
ны и дополнены (Зубков, 2016; Колпаков и др., 2016; 
Баранова, 2018; Скворцов и др., 2018а, б; Конторович 
и др., 2019б). Однако и сегодня основные перспективы 
нефтеносности баженовской свиты связываются с за-
падными (Красноленинская зона нефтегазонакопления) и 
центральными (Салымская группа месторождений) райо-
нами Ханты-Мансийского автономного округа (ХМАО). 
Восточнее открыты промышленные скопления нефти 
в том числе и в аномальных, опесчаненных, разрезах 
баженовской свиты, которые имеют отличный от «клас-
сических глинистых» разрезов генезис и таким образом 
являются самостоятельным объектом для изучения. В 
рамках настоящего исследования они не рассматриваются. 

На территории Ямало-Ненецкого автономного округа 
(ЯНАО) аналитических исследований керна баженов-
ской свиты по современным методикам (Конторович 
и др., 2018а, б) выполнено существенно меньше, на 
приток эта толща испытана в единичных скважинах. 
Тем не менее, на юге этого региона на Пякутинском, 
Малопякутинском, Вынхаяхинском и севернее на 
Известинском и Пальниковском месторождениях открыты 
небольшие по запасам залежи нефти в баженовской свите, 
что позволяет предполагать более высокие перспективы 
ее нефтеносности в этом регионе. Авторами на основе 
интерпретации геологических и геофизических матери-
алов с привлечением данных по геохимии органического 
вещества проанализированы региональные перспективы 
нефтеносности баженовской свиты в Надым-Обском 
междуречье и предложены рекомендации к ее дальней-
шему изучению.

Фактический материал и методика 
исследований

Исследование опирается на собранные, системати-
зированные и интерпретированные авторами данные и 
результаты:

1. Диаграммы электрического каротажа (кажущееся 
удельное сопротивление (КС – зонд Gz3), индукционный 
(ИК), боковой каротаж (БК), микрокаротаж (МГЗ – микро-
градиент зонд, МПЗ – микропотенциал зонд, МБК – 
микробоковой каротаж), потенциал самопроизвольной 
поляризации (ПС)), кавернометрии (КВ), акустического 
каротажа (АК), радиоактивного каротажа (гамма-каротаж 
(ГК), нейтронный гамма-каротаж (НГК), нейтронный ка-
ротаж по тепловым нейтронам: большой (НКТБ) и малый 
(НКТМ) зонды, гамма-гамма плотностной каротаж (ГГК), 
по 546 глубоким скважинам (рис. 1);

2. 124 определения возраста микро- и макрофоссилий 
позднеюрско-раннемелового возраста по 57 скважинам 
(рис. 1) из банка данных Института нефтегазовой геологии 
и геофизики им. А.А. Трофимука СО РАН (ИНГГ СО РАН) 
(определения А.С. Алифирова, Ю.А. Богомолова, О.С. 
Дзюбы, В.А. Захарова, Л.К. Левчук, С.В. Мелединой, Б.Л. 

Никитенко, Б.Н. Шурыгина, О.С. Урман, О.В. Язиковой) 
и из опубликованных материалов, в том числе:

• волжские аммониты в скв. Западно-Самотлорская 181, 
Северо-Варьеганская 52, Ярайнерская 3, Вэнгаяхинская 
37 и 355, Западно-Вынгапуровская 100;

• двустворки средне-поздневолжские, раннеберриас-
ские в скв. Зап. Самотлорская 181, Покамасовская 8, Ор-
тъягунская 15, Северо-Вынгапуровская 321, Западно-Вын-
гапуровская 100, Вэнгаяхинская 37 и 355, Сугмутская 423. 

• комплексы фораминифер верхов средней волги – ос-
нования бореального берриаса в скв. Вынгапуровская 317. 

3. Результаты испытаний разрезов баженовской свиты 
на приток в 19 скважинах.

В 2014–2016 годах в ИНГГ СО РАН проводилось 
комплексное изучение баженовской свиты. В рамках этих 
работ был изучен керн глубоких скважин Повховской, 
Дружной, Южно-Ягунской, Новоортъягунской, Северо-
Покачевской и Урьевской площадей (рис. 1). В результате 
аналитических исследований образцов керна были точно 
установлены границы баженовской  и георгиевской свиты 

Рис. 1. Фрагмент карты тектонического районирования На-
дым-Обского междуречья (Конторович и др., 2001). 1 – сква-
жины, в которых авторами был проинтерпретирован ком-
плекс ГИС; 2 – скважины с результатами аналитических 
исследований керна ; 3 – скважины с определениями микро- и 
макрофауны; 4 – административные границы. Тектонические 
элементы: B – Хантейская гемиантеклиза, Е – Надымская ге-
мисинелиза, XI – Северный свод, XII – Сургутский свод, XIII – 
Варьеганско–Тагринский мегавыступ, XV – Нижневартовский 
свод, XVI – Пякупурско–Ампутинский наклонный мегапрогиб, 
XVIII – Юганская мегавпадина.
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(рис. 2). Эти скважины были выбраны в качестве эталон-
ных для последующей корреляции разрезов баженовской 
свиты.

В скважинах, в которых эти отложения не изучены 
аналитическими методами, было выполнено стратиграфи-
ческое расчленение разрезов верхней юры и низов мела по 
материалам ГИС, сделана увязка с определениями микро- 
и макрофауны. После этого в каждой скважине было 
рассчитано среднее арифметическое значение удельного 
электрического сопротивления, естественной радиоактив-
ности и плотности (на основе анализа зависимости от 
радиоактивности с последующей увязкой по скважинным 
данным) баженовских пород, и построены карты распре-
деления этих параметров, представленные ниже.

Типы разрезов баженовской свиты
Систематизация накопленного за последние годы ана-

литического материала по литологии баженовской свиты 
и геохимии содержащегося в ней органического вещества 
позволила разным научным коллективам независимо друг 
от друга разработать классификации ее пород на основе 
процентного содержания в них главных породообразую-
щих компонент (Конторович и др., 2016; Калмыков и др., 
2017; Макарова и др., 2017; Немова, 2019). В центральной 
и западной частях изучаемой территории выделяется 
салымский тип разреза (рис. 3)  (Брадучан и др., 1986). 

На севере Хантейской гемиантеклизы (рис. 1) в его ниж-
ней части преобладают темно-бурые массивные силициты 
и силициты керогеновые с прослоями радиоляритов (Эдер 
и др., 2016). В северном направлении наблюдается посте-
пенное уменьшение, вплоть до исчезновения, мощности 
силицитовой пачки (Эдер и др., 2017). На Повховской 
площади в нижней части свиты выделяется пачка радиоля-
ритов (Эдер и др., 2016). Средняя часть разреза состоит из 
темно-серых микститов кероген-кремнистых с прослоями 
силицитов-радиоляритов с частыми прослоями реликтов 
раковин двустворок. Верхняя часть свиты представлена 
переслаиванием микститов кероген-глинистых и кероген-
кремнисто-карбонатных с реликтами кокколитофорид 
(Эдер и др., 2016). В этой же части разреза выделяется 
кокколитовая пачка, для которой характерны высокие 
значения на кривых БК и КС, ГК. Эта пачка выделяется 
также и севернее, на Присклоновой площади (Эдер и др., 
2017, 2019), в таркосалинском типе разреза баженовской 
свиты. На севере Нижневартовского свода одноименный 
тип разреза баженовской свиты представлен глинисто-
кремнистыми породами, кокколитовая пачка в верхней 
части разреза не выделяется (Эдер и др., 2015).

Наибольшие толщины баженовской свиты в раз-
резах салымского типа наблюдаются в осевой части 
Хантейской гемиантеклизы и достигают 30–32 м (рис. 3). 
Они уменьшаются до 10–12 м в наиболее приподнятой 

Рис. 2. Геолого-геофизический планшет по одной из скважин Дружной площади. 1 – васюганская свита; 2 – георгиевская свита; 
3 – баженовская свита; 4 – сортымская свита; 5 – уровни с палеонтологическими находками; 6 – аммониты; 7 – двустворки; 8 – 
белемниты.
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части Сургутского свода. Еще одна зона низких толщин 
выделяется в районе Северного свода, а также к югу и к 
западу от него. На севере изучаемого региона в восточ-
ном направлении происходит увеличение в разрезе доли 
терригенных осадков, что сопровождается постепенным 
ростом мощности баженовской свиты – салымский тип 
разреза переходит в таркосалинский, толщины которого 
на изучаемой территории превышают 55 м (рис. 3). На 
юго-востоке региона салымский тип разреза сменяется 
нижневартовским, что сопровождается сокращением 
мощности баженовской свиты на одноименном своде до 
12–14 м и меньше и, скорее всего, связано с его возды-
манием в волжском веке. Толщины баженовской свиты 
использовались авторами в качестве одного из основных 
критериев для уточнения границ распространения раз-
резов разных типов и выделения переходных областей 
между ними.

Радиоактивность черносланцевых пород находится в 
тесной связи с содержанием в них органического вещества 
(ОВ) (Неручев, 1976, 1982 и др.), которое является сорбен-
том урана из морской воды. Соответственно, чем выше в 
толще концентрация ОВ, тем выше будет радиоактивность 

таких отложений. Эта взаимосвязь прослеживается и в 
полученных авторами результатах. Наибольшие значения 
средней радиоактивности баженовской свиты фиксируют-
ся в пределах Хантейской гемиантеклизы (рис. 4А), где 
зафиксировано высокое современное содержание в ней 
органического углерода (Сорг) (Конторович и др., 2018в). 
Области повышенной радиоактивности наблюдаются в 
седловине между Сургутским и Нижневартовскими сво-
дами, а также к северу от последнего; значения достигают 
60–70 мкР/час (рис. 4А). В пределах Южно-Надымской 
мегамоноклизы радиоактивность пород существенно 
меньше, она изменяется в среднем от 10 до 20, на отдель-
ных площадях до 25 мкР/час.

Для баженовской свиты салымского типа повышенная 
радиоактивность характерна для средней и верхней частей 
разреза и составляет 50–60 мкР/час, достигая в отдельных 
скважинах 75–80 мкР/час; в приподошвенной части сви-
ты ее значения уменьшаются. В нижневартовском типе 
высокая радиоактивность (до 80–90 мкР/час) отмечается 
по всему разрезу (рис. 5). Лишь в разрезах некоторых 
скважин Ватинской, Мыхпайской, Усть-Вахской площадей 
ее средние значения уменьшаются до 25–30 мкР/час. В 
таркосалинском типе разреза радиоактивность распре-
делена так же, как и в салымском, но ее максимальные 
значения существенно ниже – чаще всего они изменяются 
в интервале 20–25 мкР/час (рис. 6). Такое уменьшение 
радиоактивности, по-видимому, связано с увеличением 
в разрезе доли терригенных осадков.

Основным фактором, влияющим на современную 
плотность баженовской свиты, является содержание в ней 
ОВ (Конторович и др., 2019а), которое, в свою очередь 
тесно связано с радиоактивностью пород. Наименьшая 
плотность пород наблюдается в южной части изучаемой 
территории (рис. 4Б), в зоне высоких средних концентра-
ций органического углерода (Конторович и др., 2018в). 
На север, с уменьшением содержания Сорг, плотность 
баженовской свиты возрастает.

В тесной связи с радиоактивностью находится и 
электрическое сопротивление горных пород. Авторами 
проанализировано распределение по разрезу удельного 
электрического сопротивления (зонды Gz3 и БК) баже-
новской свиты. Выделяется две области повышенных 
средних значений электрического сопротивления. Первая 
расположена к северу от Сургутского свода (рис. 4В, Г). 
Максимальные значения и кажущегося удельного и истин-
ного электрического сопротивления достигают здесь 600–
700 Ом*м. Вторая зона повышенных средних сопротив-
лений находится между Сургутским и Нижневартовским 
сводами и наиболее четко выделяется по значениям 
кажущегося удельного электрического сопротивления, 
которые достигают здесь 500 Ом*м (рис. 4Г).

На кривой кажущегося удельного электрического 
сопротивления (КС) салымский тип разреза в южной и 
центральной частях региона характеризуется двучленным 
строением, максимальные значения достигают 500 Ом*м 
(рис. 5). В юго-восточном направлении сопротивление 
верхней части разреза постепенно падает до 30 Ом*м, а 
нижней – до 200 Ом*м – это является еще одним критерием 
для уточнения границы между салымским и нижневартов-
ским типами разрезов. В северной части региона кривая 
КС салымского типа также имеет двучленное строение, 

Рис. 3. Карта толщин баженовской свиты. 1 – границы меж-
ду типами разрезов по (Брадучан и др., 1986): I – Салымский, 
II – Таркосалинский, III – Нижневартовский; 2 – авторские а) 
границы распространения типов разрезов баженовской сви-
ты; б) границы зон переходов между ними; 3 – скважины с 
разбивками авторов, используемые для картопостроения; 4 – 
линии корреляционных профилей; 5 – границы положительных 
тектонических элементов I порядка; 6 – административные 
границы.
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максимальные значения на западе достигают 1000 Ом*м, 
постепенно уменьшаясь на восток. На Вынгапуровской, 
Западно- и Южно-Вынгапуровской площадях  на этой 
кривой появляется третий пик, характерный для тарко-
салинского типа; такие разрезы являются переходными. 
Восточнее выделяется собственно таркосалинский тип 
разреза, для которого характерно трехчленное строение 
кривой кажущегося удельного электрического сопро-
тивления, максимальные значения до 200–250 Ом*м 
в верхней части разреза. В средней части разреза они 
изменяются от 60 Ом*м на Ярайнерской площади до 

200 Ом*м на Вынгапуровской и Вэнгаяхинской (рис. 6) 
площадях.

Таким образом, установлено, что таркосалинский тип 
распространен шире в западном направлении, чем было 
показано ранее (Брадучан и др., 1986) и выделяется так-
же на Вэнгаяхинской, Ярайнерской и других площадях. 
Нижневартовский тип, по мнению авторов, наоборот, 
имеет более узкое распространение и выделяется непо-
средственно в пределах одноименного свода и в южной 
части Варьеганско-Тагринского мегавыступа, сменяясь на 
юг и восток вахским типом разреза (Брадучан и др., 1986).

Рис. 4. Карты средних значений: А – радиоактивности, Б – плотности, В – истинного электрического сопротивления, Г – кажуще-
гося удельного электрического сопротивления баженовской свиты. Условные обозначения см. на рис. 3.
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Рис. 6. Корреляционный профиль по линии Б-Б. Условные обозначения см. на рис. 5.

Перспективы нефтеносности 
баженовской свиты

В баженовской свите установлено два типа коллектора: 
пустоты (каверны) в матрице породы и горизонтальная 
трещиноватость (сланцеватость), заложенная в седимен-
тогенезе. Оба этих типа коллекторов формируются при 

катагенезе за счет псевдофазовых превращений керогена 
(Конторович и др., 2018а). Таким образом, концентрация 
органического вещества и его катагенез – важнейшие 
критерии при оценке нефтеносности баженовской 
свиты. Комплексная интерпретация геофизических, 
геологических материалов и данных по геохимии ОВ 

Рис. 5. Корреляционный профиль по линии А-А . 1 – васюганская свита; 2 – георгиевская свита; 
3 – баженовская свита; 4 – сортымская свита; 5 – уровни с палеонтологическими находками; 
6 – аммониты; 7 – двустворки; 8 – аммониты.
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позволила авторам выполнить прогноз нефтеносности 
этих отложений (рис. 7). В качестве перспективных и 
высокоперспективных рассматриваются только те земли, 
в пределах которых органическое вещество баженовской 
свиты находится в главной фазе нефтеобразования. На 
склоне Хантейской гемиантеклизы она началась около 45 
млн лет назад (Конторович и др., 2019б), а на Сургутском 
и Нижневартовском сводах (рис. 1) – позднее. На этих 
крупных положительных структурах сокращены мощ-
ности баженовской свиты (рис. 3), а также отмечается 
низкий катагенез ОВ (Конторович и др., 2009). На 
Нижневартовском своде зафиксированы невысокие со-
временные концентрации органического углерода в баже-
новской свите (Конторович и др., 2018в). Все это связано, 
по-видимому, с ростом этих структур в волжском веке. 

На западе и юго-западе изучаемого региона толщины 
баженовской свиты с концентрацией Сорг 7–10 % до-
стигают 10 м и более (Конторович и др., 2018в). В этих 
зонах высокий катагенез органического вещества. На 
Сорымско-Иминской, Ватъ-Ёганской, Южно-Ягунской, 
Западно-Имилорской, Западно-Асомкинской и Согорской 
площадях получены притоки из «классических» разрезов 
баженовской свиты. Все это позволяет высоко оценивать 
здесь перспективы ее нефтеносности (рис. 7).

В качестве дополнительных критериев для прогноза 
также использовались:

• современные температуры в кровле юрского комплек-
са (Зубков, 2016; Скворцов и др., 2018б), 

• толщины выше- и нижележащих флюидоупоров, по-
считанные авторами на основе результатов расчленения 
разрезов верхней юры и нижнего мела по комплексу ГИС, 

• средние значения естественной радиоактивности и 
плотности баженовской свиты (рис. 4А, Б), качественно 
характеризующие современное содержание в породах 
керогена,

• средние значения удельного электрического сопро-
тивления (рис. 4В, Г), указывающие на нефтенасыщен-
ность разреза.

Результаты изучения литологии баженовской свиты 
(Эдер и др., 2016; Немова, 2019 и др.) показывают, что 
прослои, возможно обладающие хорошими коллектор-
скими свойствами, распределены по всему ее разрезу. На 
Сорымско-Иминской и Южно-Ягунской площадях прито-
ки нефти дебитом от 1 до 4.5 м3/сут получены из средней 
и верхней частей разреза, представленных различными 
по составу микститами и «кокколитовой пачкой». На 
остальных площадях в южной, «ханты-мансийской», 
половине изучаемого региона испытывался весь разрез 
свиты целиком, приток достигает 6 м3/сут. 

В ЯНАО на Известинском, Вэнгаяхинском, Еты–
Пуровском месторождениях испытывалась на приток, 
в основном, верхняя часть разреза баженовской свиты, 
которая здесь сложена микститами с различным преоб-
ладанием основных породообразующих компонент. На 
Еты-Пуровской площади во всех скважинах притока неф-
ти не было получено, на Вэнгаяхинской он изменяется в 

Рис. 7. Карта перспектив нефтеносности баженовской свиты и планшеты с интервалами испытания этих отложений на приток. 
1 – месторождения с залежами нефти в баженовской свите; 2 – скважины с испытаниями баженовской свиты на приток ; 3 – 
высокоперспективные территории; 4 – перспективные территории; 5 – малоперспективные территории; 6 – административные 
границы.
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интервале 0–1.2 м3/сут, на Крайней и Мало-Пякутинской 
площадях не превышает 1 м3/сут. Наибольший приток 
нефти получен в скважине Известинская 704 (22.8 м3/сут 
на 6 мм штуцере), залежь баженовской нефти на этом 
месторождении стоит на государственном балансе. По-
видимому, такая большая величина притока обусловлена 
значительной трещиноватостью свиты на этой площади. 
Важно отметить, что испытания на этих площадях прово-
дили с 1974 по 1991 годы. Возбуждение пласта производи-
лось сменой глинистого раствора на воду и уменьшением 
гидростатического давления. По-видимому, именно при-
менением такого неэффективного по сегодняшним меркам 
способа испытания баженовской свиты объясняются столь 
незначительные притоки в большинстве скважин.

В этом регионе, помимо Известинского, небольшие 
по запасам залежи нефти открыты на Пякутинском, 
Малопякутинском, Вэнгаяхинском, Пальниковском 
месторождениях. На этих площадях толщины баженов-
ской свиты с содержанием Сорг 7–10 % достигают 4–5 м 
(Конторович и др., 2018в). Она находится в главной зоне 
нефтеобразования, надежно изолирована ниже- и выше-
лежащим флюидоупорами, современные температуры в 
ее кровле превышают 90 oC. Все это позволяет предпо-
лагать здесь наличие промышленных скоплений нефти в 
баженовской свите. На указанных и соседних площадях 
на юге ЯНАО необходимо провести повторное, поинтер-
вальное испытание этих отложений на приток с помощью 
современных технологий и методов интенсификации 
притока (гидроразрыв пласта, каталитическое воздей-
ствие на пласт и др.). Необходимо пробурить скважины 
с полным отбором керна баженовской свиты, а также 
перекрывающих и подстилающих отложений, и провести 
его изучение по современным методикам (Конторович и 
др., 2018а, б). Изучение этого сложного геологического 
объекта аналитическими методами позволит:

• определить литологический состав баженовской 
свиты,

• достоверно выделить в ней нефтематеринские и неф-
тепродуктивные интервалы,

• изучить структуру баженовского коллектора и харак-
тера насыщения его пустотного пространства, 

• подобрать оптимальный комплекс ГИС, с помощью 
которого можно будет рассчитывать литологический со-
став и геохимические параметры баженовской свиты в 
скважинах, не охарактеризованных керновым материалом,

• разработать рекомендации к подсчету запасов в ба-
женовской свите,

• разработать рекомендации к созданию технологий 
добычи нефти из баженовской свиты.

Выводы
На основе интерпретации широкого комплекса ГИС ав-

торами существенно уточнены границы распространения 
различных типов разрезов баженовской свиты в Надым-
Обском междуречье. Установлено, что таркосалинский 
тип распространен шире, чем было показано ранее и вы-
деляется также на Вэнгаяхинской, Ярайнерской и других 
площадях. Нижневартовский тип, наоборот, имеет более 
узкое распространение и выделяется непосредственно в 
пределах одноименного свода, сменяясь на юг и восток 
вахским типом разреза.

Комплексный анализ полученных авторами новых 
геологических, геофизических и опубликованных геохи-
мических материалов показал, что в южной части ЯНАО в 
междуречье Надыма и Харампура возможно обнаружение 
промышленных скоплений нефти в баженовской свите. 
На Пякутинском, Малопякутинском, Вэнгаяхинском, 
Еты-Пуровском, Известинском, Пальниковском, Крайнем 
месторождениях необходимо провести повторное испыта-
ние этих отложений на приток с помощью современных 
технологий и методов интенсификации притока. На этих 
и соседних площадях необходимо пробурить новые поис-
ковые и разведочные скважины с полным отбором керна 
баженовской свиты и провести его изучение по современ-
ным методикам с целью детального изучения структуры 
баженовского коллектора и характера насыщения его 
пустотного пространства.
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Abstract. The article presents the results of studying 
the geological structure of the Bazhenov Formation in the 
Nadym-Ob interfluve of Western Siberia with the aim of 
predicting the oil content of this black shale stratum. As 
a result of interpretation of a wide range of well logging 
represented by electric, radioactive and acoustic logging, with 
subsequent matching of these results with paleontological 
definitions of micro- and macrofauna, the distribution of the 
Salym, Nizhnevartovsky and Tarkosalinsky types of sections 
of the Bazhenov Formation was clarified, transitional areas 
between them were identified. It has been established that 
the Tarkosalinsky type is more widespread in the western 
direction than was shown earlier and is also distinguished 
in the Vengayakhinskaya, Yaraynerskaya and other areas. 
The Nizhnevartovsky type, on the contrary, has a narrower 
distribution and stands out directly within the same name 
arc and  to the south by the Variegasky-Tagrinsky megahigh. 

On the basis of geological, geochemical, geophysical 
criteria and the results of an inflow test in deep wells, a 
map of the oil potential prospects of the “classical” sections 
of the Bazhenov Formation has been compiled. Regional 
prerequisites (high catagenesis of organic matter, significant 
modern concentrations of organic carbon, etc.) for the 
discovery of industrial accumulations of oil in the Bazhenov 
Formation in the southern regions of the Yamalo-Nenets 
Autonomous Area are identified. The results of the test for 
the inflow of the Bazhenov Formation in this area in the 
70–90s XX century were analyzed; repeated, interval testing 
of these deposits using modern methods of stimulation of 
the inflow is recommended. The necessity of laboratory 
lithological, petrophysical, geochemical study of the core of 
the Bazhenov Formation in the southern part of the Yamalo-
Nenets Autonomous Area is substantiated with the aim of 
determining its lithological composition, identifying oil source 
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and the nature of saturation of its void space, developing 
recommendations for calculating oil reserves and creating 
technology for its cost-effective production.
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Нефтегазоматеринские отложения силура поднятия Чернова 
(Тимано-Печорский бассейн)

И.С. Котик1*, Т.В. Майдль1, О.С. Котик1, Н.В. Пронина2
1Институт геологии им. академика Н.П. Юшкина Коми НЦ УрО РАН, Сыктывкар, Россия

2Московский государственный университет им. М.В. Ломоносова, Москва, Россия

Силурийские нефтегазоматеринские отложения являются одними из наименее изученных в Тимано-
Печорском бассейне. В основном это связано с их залеганием на больших глубинах (3,0–4,5 км) и ограничен-
ностью вскрытия скважинами этого стратиграфического интервала. Другим источником информации являются 
естественные обнажения силура, которые известны в восточной и северо-восточной части Тимано-Печорского 
бассейна. Изученный разрез силурийских отложений вскрывается на р. Падимейтывис, расположенный на 
поднятии Чернова в северо-восточной части бассейна. Данная статья посвящена изучению силурийских нефте-
газоматеринских отложений по результатам литологических, углепетрографических исследований и геохимии 
органического вещества. Изученный разрез сложен карбонатными и глинисто-карбонатными отложениями, 
сформировавшихся в мелководно-шельфовых условиях. Для большей части разреза, сложенной иловыми и ило-
во-биокластовыми известняками характерны невысокие концентрации органического вещества (Сорг в основном 
менее 0,3 %). Повышенные содержания Сорг (до 1,16 %) характерны для глинисто-карбонатных разностей пород, 
которые составляют около 20 % разреза. Отложения с повышенными концентрациями органического вещества 
формировались в изолированных и углубленных участках дна в целом мелководного бассейна. Оценка степени 
катагенетической преобразованности по данным пиролиза Rock-Eval, углепетрографических исследований и 
индексов окраски конодонтов показала, что органическое вещество достигло условий середины-конца главной 
зоны нефтегенерации (градация МК2-МК3). Полученные геохимические характеристики (Сорг, S2, HI) с учетом 
определенного уровня зрелости органического вещества свидетельствуют, что силурийские нефтегазоматерин-
ские отложения обладали средним углеводородным потенциалом. 

Ключевые слова: поднятие Чернова, силурийские отложения, нефтегазоматеринские породы, органическое 
вещество, катагенез, углеводороды
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Введение
Силурийские отложения в составе среднеордовикско-

нижнедевонского нефтегазоносного комплекса в Тимано-
Печорском бассейне рассматриваются как одни из источ-
ников для генерации углеводородов (УВ) (Баженова и др., 
2008; Клименко, Анищенко, 2010; Данилевский и др., 2003). 
Залежи нефти в силурийских отложениях установлены на 
прилегающих к поднятию Чернова территориях – гряде 
Чернышева и Варандей-Адзьвинской структурной зоне. 
Наличие нефтегазоматеринских пород, обладающих не-
обходимыми для процессов генерации геохимическими па-
раметрами, свидетельствует о генерации УВ в силурийских 
отложениях. Оценка нефтематеринских свойств отложений 
силура в исследуемом районе Тимано-Печорского бассейна 
приведена в немногочисленных публикациях и на ограни-
ченном керновом материале (Баженова и др., 2008, Данилов 
и др., 2011, Котик и др., 2016, Песецкая, Павлова, 1997). В 
основном это связано с их залеганием на больших глуби-
нах (3,0–4,5 км) и ограниченностью вскрытия скважинами 
данного стратиграфического интервала. Недостаток фак-
тического материала возможно восполнить исследованием 

силурийских отложений в естественных обнажениях, ко-
торые известны на поднятии Чернова. Изучение строения 
осадочного разреза силура в естественных выходах, вы-
деление потенциальных нефтегазогенерировавших толщ 
и характеристика органического вещества (ОВ), являются 
целью проведенных литологических, геохимических и 
углепетрографических исследований, результаты которых 
обсуждаются в данной статье.

Район и объект исследований
Исследуемая территория расположена на северо-вос-

токе Тимано-Печорского нефтегазоносного бассейна в 
пределах поднятия Чернова. Поднятие Чернова пред-
ставляет собой линейную в плане структуру, отделяющую 
Коротаихинскую впадину от Варандей-Адзьвинской 
структурной зоны и Косью-Роговской впадины (Тимонин, 
Юдин, Беляев, 2004) (рис. 1). Северо-западная полови-
на поднятия (Вашуткино-Талотинский надвиг) в виде 
моноклинально погружающихся отложений имеет более 
простое строение, а юго-восточная осложнена встречно 
падающими надвигами, образующими клиновидную в 
разрезе форму. 

Изученный нами разрез силурийских отложений на 
протяжении около 500 метров вскрывается в каньоне 
р. Падимейтывис левого притока р. Коротаиха. Залегание 

Оригинальная статья 
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пород достаточно выдержанное, при общем падении на се-
вер под углом 60–65°. Вскрытая мощность разреза состав-
ляет около 460 м. В возрастном диапазоне силурийские 
отложения здесь представлены венлокским, лудловским и 
пржидольским ярусами (Чернов, 1972; Безносова, 2008).

Методы исследований
Комплекс исследований включал петрографическое 

и химическое изучение литологического состава пород 
и углепетрографические и геохимические исследования 
рассеянного ОВ. 

Микроскопическое изучение ОВ пород проводилось 
в аншлифах при простом отраженном и ультрафиоле-
товом свете на микроскопе Leica DM-2500 (МГУ им. 
М.В. Ломоносова, г. Москва), а также в шлифах в про-
ходящем свете на микроскопе MeF-2. 

Содержания органического углерода (Сорг, %) в по-
роде определялось на экспресс-анализаторе АН-7529 
методом сжигания в токе кислорода образцов, предвари-
тельно обработанных 10-процентной соляной кислотой. 
Выход битумоидов в породах определялся методом 
горячей экстракции хлороформом в аппаратах Сокслета. 
Газохроматографический анализ УВ состава насыщенной 
фракции (н-алканов и изопреноидов) хлороформных экс-
трактов проводился на приборе «Кристалл 2000М». Этот 
комплекс исследований проводился в ЦКП «Геонаука» 
(г. Сыктывкар).

Пиролитические характеристики ОВ S1, S2, Tmax по-
лучены на приборе Source Rock Analyzer (SR Analyzer, 
Humble Instruments) (ИНГГ СО РАН, г. Новосибирск). Для 
определения влияния свободных УВ на величину пика S2 
и получения более корректных значений параметра Tmax  
выполнен повторный пиролиз образцов пород после экс-
тракции хлороформом на приборе Rock-Eval 6 Standard 
(Vinci Technologies) (ВНИГНИ, г. Москва).

Результаты исследований и их обсуждение
Литологическая характеристика разреза
В силурийское время исследуемая территория пред-

ставляла собой морской эпиконтинентальный бассейн 
с обстановками типичной мелководной карбонатной 

платформы (Антошкина и др., 2011, 2015). Фациальные 
условия седиментации в осадочном бассейне неодно-
кратно менялись, что приводило к накоплению различных 
по вещественному составу и структурно-текстурным 
особенностям карбонатных и глинисто-карбонатных 
осадков. В исследуемом разрезе силурийских отложений 
по особенностям литологического состава снизу вверх 
выделяются 4 пачки: глинисто-известковая, известковая, 
глинисто-доломитово-известковая и известковая (рис. 2). 

Первая глинисто-известковая пачка (160 м) сложена 
известняками, доломитистыми известняками с про-
слоями глинистых известняков и мергелей (рис. 3, a-e). 
Известняки представлены волнисто-слойчатыми микро-
биально-сгустковыми, иловыми и илово-детритовыми 
разностями с пятнисто-полосчатой и пятнистой текстура-
ми. Преобладают известняки со структурой мадстоунов и 
вакстоунов, реже пак-вакстоунов (рис. 3, a, b). В верхней 
части пачки увеличивается доля глинисто-карбонатных 
слоев. Среди известняков преобладают иловые мадстоуны 
и пелоидно-остракодовые вакстоуны с мелкими лито-
кластами (рис. 3, c). Вторая известковая пачка (161  м) 
сложена преимущественно биокластовыми и илово-био-
кластовыми известняками, по структуре пак-вакстоунами, 
реже мадстоунами (рис. 3, f, e). В нижней и верхней части 
пачки присутствуют известняки со строматолитовыми 
биостромами. Третья пачка (84  м) отличается глини-
сто-доломитово-известковистым составом. Ее слагают 
известняки, доломитовые известняки пелоидно-биокла-
стовые и доломиты известковистые глинистые (рис. 3, 
h-j). По структуре преобладают мадстоуны и вакстоуны. 
Завершает разрез известковая пачка (52 м), сложенная 
известковыми мадстоунами с редкими биокластами 
(рис. 3, k) и строматолитовыми известняками. В кровле 
пачки залегают биокластовые известняки со структурой 
пакстоунов (рис. 3, l).

Фациальные условия накопления ОВ
Рассмотрение литологического состава в изученном 

разрезе показывает, что формирование силурийских 
отложений в условиях мелководного шельфа не спо-
собствовало накоплению выдержанных по мощности 

Рис. 1. Обзорная схема рай-
она исследований и распо-
ложение изученного разреза 
силурийских отложений. 
A – карта тектонического 
районирования (Белонин и 
др., 2004), B – геологическая 
карта (Государственная гео-
логическая карта…, 2007), 
C – фото выходов силурий-
ских отложений в каньоне 
р. Падимейтывис. 
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и обогащенных ОВ нефтегазо-
материнских отложений (рис. 2). 
Накопление глинисто-карбонат-
ных отложений с повышенными 
содержаниями Сорг в изученном 
разрезе связано с отдельными углу-
бленными участками дна в целом 
мелководного бассейна. 

Обогащенные ОВ глинистые 
известняки и доломиты, слагаю-
щие преимущественно I и III пачки, 
формировались в сублиторальных 
условиях. Микрозернистая струк-
тура, характер слоистости, редкие 
следы биотурбации, бедность фа-
унистическими остатками, указы-
вают на относительную изоляцию 
бассейна седиментации (рис. 4, а). 
В углубленных участках субли-
торали в периоды максимального 
стояния уровня моря формирова-
лись наиболее обогащенные ОВ 
мергели (рис. 4, b). 

В обоих случаях обстановки 
осадконакопления способствова-
ли относительному накоплению 
органического материала и его 
консервации. Это обусловлено тем, 
что ограниченная циркуляция вод 
препятствуют свободному кисло-
родному обмену и разложению 
ОВ аэробными гетеротрофными 
организмами. Наличие терри-
генной примеси в осадках также 
благоприятствует аккумуляции 
ОВ. Адсорбция растворенного ОВ 
на поверхности минеральных ча-
стиц способствует более быстрому 
осаждению через толщу воды и 
увеличивает его защищенность от 
разрушения бактериями (Баженова 
и др., 2000). 

Бедность ОВ биокластовых и 
пелоидно-биокластовых извест-
няков, характерных для II и IV па-
чек, обусловлена их накоплением 
в условиях литорали-сублиторали 
с активной гидродинамикой во-
дной среды и жизнедеятельно-
стью бентосных организмов, не 
способствовавших сохранению и 
концентрированию ОВ (рис. 4, b). 
Активная циркуляция в водной 
толще обеспечивала постоянное 
восполнение кислородом, кото-
рый расходовался на разложение 
ОВ. Биотурбация осадков бен-
тосными организмами обеспечи-
вала дополнительную аэрацию 
отложений и деградацию ОВ 
(Demaison, Moore, 1980). 

Рис. 2. Литологический состав и распределение геохимических параметров по разрезу. 1 – 
известняк, 2 – известняк доломитистый и доломитовый, 3 – глинистый известняк, 4 – из-
вестняк строматолитовый, 5 – доломит известковистый и известковый, 6 – доломит из-
вестковистый и известковый глинистый, 7 – мергель, 8 – данные пиролиза Rock-Eval: a – до 
экстракции, b – после экстракции. 
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Содержание, УВ потенциал и катагенез ОВ
Концентрации Сорг в исследованных породах из-

меняются от 0,02 до 1,16 % и находятся в зависимости 
от их литологического состава (рис. 2). Биокластовые, 
пелоидно-биокластовые, иловые и илово-биокластовые 
известняки характеризуются низкими содержаниями 
Сорг, в основном не превышающих 0,30 %. В глинистых 
известняках и доломитах (нерастворимый остаток породы 
(НОП) – 9–21 %) концентрация Сорг повышается до 0,74 %. 
Максимальные содержания до 0,83–1,16 % установлены в 

карбонатно-глинистых породах с повышенной глинистой 
составляющей (НОП – 43–55 %). В целом, глинисто-кар-
бонатные отложения с повышенным содержанием ОВ в 
основном распространены в пачках I и III, суммарной 
мощностью около 110 м, что составляет примерно 20 % 
разреза (рис. 2).

Полученные при пиролизе Rock-Eval значения пара-
метров S1 и S2 для исследованных образцов составляют 
0,10–0,68 мг УВ/г породы и 0,21–2,76 мг УВ/г породы, со-
ответственно (табл. 1, рис. 2). Водородный индекс (HI) из-
меняется в пределах 122–363 мг УВ/г Сорг. Генерационный 
потенциал (S1+S2), как и содержание Сорг зависит от лито-
логии пород. Наиболее высокие значения установлены в 
глинистых известняках и доломитах – 1,06–2,86 мг УВ/г 
породы. Для биокластовых известняков значение S1+S2 
наиболее низкое – 0,31–0,37 мг УВ/г породы. 

Пиролитические исследования образцов после горячей 
экстракции, частично освобожденных от УВ и смолисто-
асфальтеновых компонентов, показывают сокращение 
пиков S1 и S2. Параметр S1 значительно уменьшается и вы-
равнивается, составляя 0,01–0,05 мг УВ/г породы (рис. 2, 
табл. 1). Значение параметра S2 снижается на 15–79 %. 
Уменьшение пика S2 приводит, соответственно, к сниже-
нию значений HI (рис. 2). Для ряда глинистых известняков 
и доломитов HI после экстракции снизился на 10–30 %, а 
существенное уменьшение показателя до 60 % характерно 
для биокластовых известняков (табл. 1, рис. 2). 

Степень катагенетической преобразованности ОВ 
определялась на основании данных пиролиза, углепе-
трографических исследований и индексов окраски коно-
донтов (ИОК).

Уровень катагенетической преобразованности ОВ по 
результатам пиролиза оценивался двумя параметрами – 
величиной Tmax и значениям индекса продуктивности 
(PI). Величина Tmax изменяется в диапазоне 421–452 °С. 
Значения индекса PI для большинства образцов изменя-
ются в пределах 0,02–0,14 (табл. 1, рис. 5). Наблюдаемые 
для образцов 30-3 и 34-1 высокие значения PI 0,18–0,30 
при низких значениях Tmax 421–429 отражают эффект 
присутствия в породах миграционных битумов (Лопатин, 
Емец, 1987) (рис. 5). В целом, полученные данные Tmax и PI 
указывают на уровень зрелости ОВ, соответствующий се-
редине-концу главной зоны нефтеобразования (МК2-МК3). 

Результаты определения зрелости ОВ по данным пиро-
лиза согласуются с проведенной ранее оценкой катагенеза 

Рис. 3. Основные литологические типы пород силурийских от-
ложений, слагающие выделенные пачки. I пачка: a – известняк 
микрозернистый, мадстоун, обр. 6-1, b – известняк микро-
зернистый с биокластами, вакстоун, обр. 17-2, c – известняк 
пелоидно-остракодовый, вакстоун, обр. 23-3, d – известняк 
глинистый, мадстоун, обр. 13-1, e – мергель, обр. 26-1; II пач-
ка: f – известняк биокластовый, пакстоун, обр. 30-2, g – из-
вестняк микрозернистый с биокластами, вакстоун, обр. 31-5, 
III пачка: h – доломит известковистый, мадстоун, обр. 36-5, 
i – известняк доломитовый, пелоидно-биокластовый, паксто-
ун, обр. 36-6, j – доломит глинистый, мадстоун, обр. 51-1; IV 
пачка: k – известняк микрозернистый, мадстоун, обр. 65-1, l – 
известняк биокластовый, пакстоун, обр. 68-5.

Рис. 4. Модель накопле-
ния обогащенных ОВ 
силурийских отложений 
в изолированных (лагун-
ных) (а) и открытомор-
ских (сублиторальных) 
(b) условиях. 1 – фито- 
и зооплактон; 2 – ор-
ганическое вещество; 
3 – биотурбация; 4 – 
бентосная фауна.
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по данным ИОК (Котик и др., 2017). Изменение окраски 
конодонтовых элементов используется в качестве прибли-
зительной оценки степени термального преобразования 
вмещающих пород и, соответственно, заключенного в 
них ОВ. Полученные значения ИОК для силурийских от-
ложений составляют 1,5–2,0 (рис. 6), что свидетельствуют 
об интенсивности прогрева вмещающих толщ до 140 °C 
(Epstein, Epstein, Harris, 1977). Данный уровень термально-
го воздействия отвечает условиям катагенеза на градации 
МК2 главной зоны нефтеобразования (Справочник…, 1998). 

Углепетрографические исследования не позволили 
провести оценку катагенетической преобразованности 
ОВ из-за отсутствия мацералов, подходящих для замеров 
показателя отражения. Однако наличие качественных 
признаков, таких как слабое свечение в ультрафиолетовом 
свете или его полное отсутствие, а также отсутствие оре-
ольных битуминозных структур, может свидетельствовать 

Табл. 1. Данные пиролитических исследований (Rock-Eval). НОП – нерастворимый остаток породы; Сорг – содержание органическо-
го углерода; Сорг

эк – содержание органического углерода после экстракции; S1, S2, HI – 100*S2 /Сорг – результаты пиролиза образцов до 
экстракции; S1

эк, S2
эк, HIэк, Tmax

эк, PI
эк – S1

эк/S1
эк + S2

эк – результаты пиролиза образцов после экстракции

№ 
обр. 

Порода НОП, 
% 

Сорг,  
% 

Сорг
эк,  

% 
S1, 
мг УВ/г 
породы 

S2, мгУВ/г 
породы 

S1
эк, 

мг УВ/г 
породы 

S2
эк, 

Мг УВ/г 
породы 

HI, 
мг УВ/г 
Сорг 

HIэк, 
мг УВ/г 
Сорг 

Tmax
эк, 

ºC 
PIэк 

1-3 известняк 
глинистый 12 0,70 0,66 0,21 0,85 0,03 0,62 122 73 441 0,05 

1-6 известняк 9 0,34 0,30 0,10 0,51 0,05 0,30 148 71 438 0,14 

13-1 известняк 
глинистый 21 0,62 0,57 0,24 1,06 0,02 0,68 170 110 452 0,02 

15-1 мергель 43 1,10 1,06 0,18 1,35 0,03 1,15 123 111 448 0,02 

21-1 мергель 48 1,16 1,13 0,10 2,76 0,01 1,70 238 168 440 0,01 

26-1 мергель 44 0,83 0,77 0,23 1,03 0,02 0,49 124 67 438 0,03 

30-3 известняк 
биокластовый 7 0,15 0,12 0,10 0,21 0,02 0,05 144 56 421 0,30 

34-1 известняк 
биокластовый 5 0,19 0,16 0,10 0,27 0,02 0,11 140 52 429 0,18 

36-1 доломит 
глинистый 15 0,44  0,19 0,95   217    

36-4 доломит 
известковистый 11 0,31 0,28 0,10 0,67 0,01 0,52 215 162 446 0,02 

51-2 мергель  55 0,98 0,91 0,25 1,81 0,03 1,89 184 172 440 0,02 

65-2 известняк 
глинистый 10 0,55 0,48 0,68 1,98 0,02 0,41 363 76 435 0,05 

о значительной преобразованности ОВ на уровне конца 
зоны нефтегенерации.

Проведенные ранее исследования Д.А.  Бушнева, 
Н.С. Бурдельной (Бушнев, Бурдельная, 2012) для образцов 
силурийских отложений разреза р. Падимейтывис и его 
притока руч.  Безымянного установили более высокую 
катагенетическую зрелость ОВ. По данным распределения 
полициклических УВ стеранового и гопанового рядов 
катагенез ОВ достигает градаций МК2-МК3 и возможно 
выше (Бушнев, Бурдельная, 2012).

Рис. 6. Изменение катагенетической преобразованности ОВ 
по разрезу

Рис. 5. Катагенез ОВ по значениям пиролитических 
параметров Tmax и индекса продуктивности (PI)
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Табл. 2. Геохимические параметры битумоидов силурийских отложений. βхб – ХБА/Сорг*100; βхб
эк – ХБА/Сорг

эк*100; CPI – 
½*(С25+С27+С29+С31+С33 )/(С26+С28+С30+С32+С34 )+ (С25+С27+С29+С31 )/(С24+С26+С28+С30+С32 )

№ 
п/п 

№ 
обр. 

Сорг, % Сорг
эк, % ХБА,% βхб, % βхб

эк, % н-C17 / 
н-C27 

Pr / 
н-C17 

Ph / 
н-C18 

Pr+Ph/ 
н-C17+н-C18 

Pr / Ph CPI 

1 1-3 0,70 0,66 0,0527 8 8 0,81 0,51 0,83 0,66 0,71 1,02 
2 1-6 0,34 0,30 0,0468 14 15 0,67 0,45 0,69 0,57 0,68 0,97 
3 10-1 0,50 0,45 0,0593 12 13 0,91 0,26 0,45 0,34 0,80 0,99 
4 13-2 0,28 0,22 0,0414 15 17 1,17 0,22 0,31 0,27 0,78 0,95 
5 15-1 1,10 1,06 0,0551 5 5 3,43 0,16 0,18 0,17 1,39 0,96 
6 20-1 0,46 0,37 0,1079 23 29 0,64 0,20 0,28 0,24 0,76 0,97 
7 21-1 1,16 1,13 0,0386 3 3 1,26 0,08 0,08 0,08 1,15 0,97 
8 23-3 0,18 0,15 0,0383 21 26 1,06 0,10 0,12 0,11 0,85 0,99 
9 26-1 0,83 0,77 0,0748 9 10 2,49 0,15 0,18 0,16 1,26 0,97 
10 29-1 0,18 0,16 0,0298 17 19 1,13 0,12 0,13 0,12 1,08 0,98 
11 30-3 0,15 0,12 0,0375 25 31 2,84 0,06 0,09 0,08 1,04 0,95 
12 34-1 0,19 0,16 0,0420 22 27 1,74 0,12 0,25 0,17 0,87 0,95 
13 35-3 0,15 0,11 0,0504 34 46 0,36 0,15 0,16 0,15 1,02 0,99 

14 36-4 0,31 0,28 0,0415 13 15 0,97 0,10 0,25 0,16 0,67 0,97 
15 42-1 0,08 0,06 0,0272 34 47 1,42 0,18 0,37 0,25 0,87 0,98 
16 51-2 0,98 0,91 0,0891 9 10 1,81 0,26 0,40 0,31 1,03 1,01 
17 65-1 0,25 0,21 0,0440 18 20 2,63 0,14 0,35 0,20 0,98 0,96 

Таким образом, совокупность имеющихся данных 
указывает на уровень катагенетической преобразован-
ности ОВ, соответствующий середине-концу главной 
зоны нефтеобразования. Полученные геохимические 
характеристики (Сорг, S2, HI) с учетом определенного 
уровня зрелости ОВ, свидетельствуют, что исследованные 
нефтегазоматеринские породы силурийских отложений 
обладали средним УВ потенциалом. 

Состав и тип ОВ
Изучение образцов глинисто-карбонатных пород (об-

разцы 21-1, 26-1, 51-2), наиболее обогащенных ОВ, угле-
петрографическими методами не выявили содержание 
таких мацералов, как битуминит (pre-mature, mature) и 
«твердых битумов» (post-mature) (Taylor, Liu, Teichmüller, 
1991). Все органические компоненты представлены 
битумами, которые являются конечными продуктами 
преобразования альгогенного ОВ. В породах битумы при-
сутствуют в виде пленок между минеральными зернами 
и налетов на них, что придает ей коричневатый оттенок в 
простом отраженном свете (рис. 7, a-c). Наиболее отчетли-
во распределение битумов в породе наблюдается в ультра-
фиолетовом свете, где они образуют протяженные слойки 
и отдельные изолированные включения (рис. 7, d-f). 

В карбонатных породах, являющихся своего рода 
коллекторами для УВ, битуминозность проявляется иным 
образом. Битумы заполняют в породе стилолитовые швы, 
трещины и пустоты, что свидетельствует об их частичном 
или значительном перемещении относительно материн-
ской породы (рис. 7, g-i). Для карбонатных пород также 
характерны повышенные содержания битумоидов на фоне 
низких концентраций Сорг, битумоидный коэффициент 
(βХБ) составляет 14–34 % (табл. 2). Высокие значения βХБ 
также указывают на аллохтонность битумоидов вмеща-
ющим породам. 

Исследование УВ состава насыщенной фракции би-
тумоидов, экстрагированных из пород, проводилось по 
данным газохроматографического анализа. Изученные 

ранее особенности УВ состава битумоидов силурийских 
отложений поднятия Чернова показали различия в харак-
тере молекулярно-массового распределения н-алканов и 
изопреноидов (Котик и др., 2017). Как показали исследова-
ния, характер распределения УВ находится в зависимости 
от литологического состава отложений (карбонатности/
глинистости).

В нефтегазоматеринских породах глинисто-карбонат-
ного состава почти повсеместно присутствуют битумоиды 
более тяжелого УВ-состава с повышенным содержанием 
средне- и высокомолекулярных н-алканов (рис. 8, a, b). 
Установлено два типа распределения нормальных и 
изоалканов. Битумоиды первой группы (обр. 15-1, 21-1, 
26-1, 51-2) характеризуются максимумом распределения 

Рис. 7. Микрофотографии битумов в отраженном (a-f) и про-
ходящем (g-i) свете. a-с – отраженный белый свет, масляная 
иммерсия, ув. х 50: a – обр. 21-1, b – обр. 26-1, c – обр. 51-2; 
d-f – ультрафиолетовый свет, масляная иммерсия, ув. х 50: d – 
обр. 21-1, e – обр. 21-1, f – обр. 51-2. b – битумы. Черная метка 
в центре кадра 5х5 мкм. g-i – проходящий свет: g – обр. 35-3, 
h – обр. 29-1, i – обр. 23-3.
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н-алканов в области н-С13-С20 и наиболее высоким отно-
шением н-С17 /н-С27 – 1,26–2,84 (табл. 2, рис. 8, a). Более 
облегченный состав УВ-фракции подтверждается при-
сутствием в породах скоплений легких УВ (рис. 7, f). Для 
второй группы образцов (1-3, 1-6, 10-1) максимум распре-
деления н-алканов смещен в высокомолекулярную область 
> н-С20, значения отношения н-С17 /н-С27 для них самые 
низкие – 0,36–1,42 (табл. 2, рис. 8, b). В таких породах 
наблюдается большее количество глинисто-битуминозных 
прослоев и прожилок битума с повышенным содержанием 
смолисто-асфальтеновых компонентов, без видимой лю-
минесценции. Соотношение изопреноидных и н-алканов 
таких как Pr/н-С17, Ph/н-С18, Pr+Ph/С17+С18 (изопреноидный 
коэффициент, Ki) и Pr/Ph, для исследованных образцов 
также определяется типом молекулярно-массового рас-
пределения УВ (табл. 2). Для битумоидов с повышенными 
концентрациями высокомолекулярных н-алканов (рис. 
8, b) значения Pr/н-С17, Ph/н-С18, Ki более высокие, и в 
основном преобладает фитан (Pr/Ph – 0,67–1,08) (табл. 2).

В карбонатных породах, содержащих долю переме-
щенных битумоидов, наблюдается преимущественно два 
типа распределения н-алканов. В первом типе максимум 
УВ находится в широком молекулярном диапазоне С17-С30 
(рис. 8, с). Второй тип характеризуется бимодальным 
распределением н-алканов с максимумами на С15-С17 и 
С24-С27 (рис. 8, d). Для пород, содержащих битумоиды с 
бимодальным распределением, почти повсеместно при-
сутствуют стилолитовые швы с битумом (рис. 7, g-i). 
В карбонатных породах все битумоиды по вариациям 
значений геохимических параметров Pr/н-С17, Ph/н-С18, 
Ki являются сходными с первой группой битумоидов 
глинисто-карбонатных пород (табл. 2). Это позволяет от-
нести их к паравтохтонным битумоидам. 

Несмотря на различия в распределении УВ, общим для 
всех исследованных битумоидов является преобладание 
в среднемолекулярной части нечетных н-алканов состава 
С15, С17, С19, что является характерной биометкой сапро-
пелевого ОВ (Петров, 1984).

Заключение
Проведенные исследования показали, что силурий-

ские отложения содержат нефтегазоматеринские породы, 
которые обладали средним УВ потенциалом. Глинисто-
карбонатные пачки с повышенным генерационным по-
тенциалом слагают около 20 % осадочного разреза. 

Исходным органическим материалом являлось мор-
ское планктоногенное ОВ. Накопление обогащенных 
органическим веществом отложений проходило в тихо-
водных и углубленных участках дна в целом мелководного 
бассейна.

Оценка степени катагенетической преобразованности 
по данным пиролиза, индексов окраски конодонтов и 
углепетрографии свидетельствует, что ОВ пород достигло 
условий середины-конца главной зоны нефтеобразования. 

Соответствие УВ состава битумоидов карбонатных 
и глинисто-карбонатных отложений свидетельствует об 
эмиграции и перераспределении УВ из нефтематеринских 
пород в более проницаемые карбонатные.
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In English

Abstract. Silurian source rocks are among the least 
studied in the Timan-Pechora basin. This is mainly due to 
their occurrence at great depths (3.0–4.5 km) and the limited 
penetration of this stratigraphic interval by wells. Another 
source of information is the outcrops of the Silurian, which 
are known in the eastern and northeastern parts of the 
Timan-Pechora basin. The studied section of the Silurian 
deposits is exposed on the Padimeityvis River, located on 
the Chernov swell in the northeastern part of the basin. 
This article is devoted to the study of Silurian source rocks 
based on the results of lithological, coal petrographic studies 
and geochemistry of organic matter. The studied section is 
composed of carbonate and clay-carbonate deposits formed 

in shallow-water shelf conditions. Most of the section, 
composed of microcrystalline and microcrystalline with 
bioclasts limestones, is characterized by low concentrations 
of organic matter (Corg is generally less than 0.3 %). Elevated 
Corg contents (up to 1.16 %) are characteristic of clay-carbonate 
rock varieties, which make up about 20 % of the section. 
Sediments with increased concentrations of organic matter 
were formed in isolated and deepened areas of the bottom 
of the shallow-water basin as a whole. Assessment of the 
catagenetic transformation based on Rock-Eval pyrolysis 
data, coal petrographic studies, and conodont color indices 
showed that organic matter reached the conditions of the 
middle-end of the main oil generation zone (gradation 
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MC2‑MC3). The obtained geochemical characteristics (Corg, 
S2, HI), taking into account a certain level of organic matter  
maturity, indicate that the Silurian source rocks had an average 
hydrocarbon potential.

Keywords: Chernov swell, Silurian deposits, source rocks, 
organic matter, catagenesis, hydrocarbons
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Геохимическая характеристика состава органического 
вещества (керогена) юрских отложений северных районов 

Среднего Приобья

Л.С. Борисова1,2*, А.Н. Фомин1,2, Е.С. Ярославцева1
1Институт нефтегазовой геологии и геофизики им. А.А. Трофимука СО РАН, Новосибирск, Россия

2Новосибирский государственный университет, Новосибирск, Россия

Работа посвящена оценке нефтегенерационного потенциала глубокозалегающих юрских отложений Надым-
Тазовского междуречья Западно-Сибирского нефтегазоносного бассейна (НГБ) на основании геохимических 
данных. Материалом для исследования послужили образцы пород из сверхглубоких и глубоких скважин, вскрыв-
ших мезозойско-кайнозойский осадочный чехол севера центральной части НГБ (Ен-Яхинская, Ево-Яхинская, 
Ярудейская, Тюменская и др.). Объектом исследования явилась нерастворимая в органических растворителях 
часть органического вещества (ОВ) из отложений верхне-, средне- и нижнеюрского возраста (54 образца). 

Комплексное изучение керогена методами элементного, изотопного анализов и пиролиза Rock-Eval позволило 
получить важнейшую информацию о генетическом типе ОВ, его зрелости и об остаточном нефтегенерационном 
потенциале. С помощью программ Surfer и CorelDraw построены и проанализированы схематические карты 
и диаграммы изменения наиболее информативных геохимических параметров керогена на площади изучен-
ной территории, а также вниз по разрезу – от верхней до нижней юры. Полученные геохимические данные 
свидетельствуют, что в юрских отложениях Надым-Тазовского междуречья наиболее высокий генерационный 
потенциал ОВ установлен в баженовском горизонте, а также в отдельных пачках малышевского, леонтьевско-
го, шараповского и китербютского. Судя по уровню зрелости ОВ в верхне- и среднеюрских отложениях могли 
сохраниться залежи преимущественно нефтей и жирных газов, а в нижнеюрских – жирных и сухих газов.

Ключевые слова: нерастворимое органическое вещество, нефтегенерационный потенциал, юрские 
отложения, Западная Сибирь
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Введение
В северных районах Западно-Сибирского мегабассей-

на в последние десятилетия пробурена серия сверхглубо-
ких скважин (Ен-Яхинская, Ево-Яхинская, Ярудейская и 
др.), вскрывших мезозойско-кайнозойский осадочный 
чехол, что открыло для геохимиков уникальные возмож-
ности для изучения органического вещества (ОВ) в усло-
виях мезо- и апокатагенеза. С начала 90-х гг. прошлого 
столетия вопросам органической геохимии северной части 
Западно-Сибирского бассейна посвящено значительное 
число исследований, проводимых в Институте нефтега-
зовой геологии и геофизики им. А.А. Трофимука СО РАН 
(ИНГГ СО РАН) под руководством ак. А.Э. Конторовича 
(Нефтегазоносные бассейны…, 1994; Конторович и др., 
2002, 2019; Конторович, 2004). Изучение генерационного 
потенциала пород Тюменской сверхглубокой скважины 
показало, что верхнеюрские отложения, ОВ которых 
характеризуется умеренным уровнем зрелости (R0

vt – 
0,8–0,9 %), находятся в главной зоне нефтеобразования, 
и в них может происходить генерация жидких углево-
дородов. Нижнесреднеюрские толщи находятся в зоне 

интенсивного газообразования – для ОВ этих отложений 
отмечается высокий уровень зрелости (R0

vt – 1,15–2,1 %) 
(Конторович и др., 2002). Генерационный потенциал 
нижнеюрских отложений Надым-Тазовского междуречья 
также оценивается как средний и пониженный (Нехаев 
и др., 2009), но с учетом толщин нефтематеринских от-
ложений и плотности генерации углеводородов, в этих 
отложениях авторам удалось выделить достаточно пер-
спективные земли на газ.

Исходя из вышеизложенного, целью настоящей работы 
является выявить геохимические особенности состава 
керогена, остаточный нефтегенерационный потенциал ОВ 
глубокопогруженных толщ территории Надым-Тазовского 
междуречья.

Материал и объект исследования
В работе детально изучены материалы по исследова-

нию ОВ юрских отложений Ен-Яхинской, Уренгойской, 
Ево-Яхинской, Тюменской, Западно-Таркосалинской, 
Таркосалинской, Восточно-Таркосалинской, Геологиче-
ской, Медвежьей, Стахановской, Губкинской, Черничной, 
Юбилейной, Западно-Новогодней, Ютырмальской и Юж-
но-Русской скважин. Обзорная карта района исследования 
представлена на рис. 1.

Объектом исследования является кероген – нераство-
римая в органических растворителях и водных растворах 

Оригинальная статья 
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щелочи часть органического вещества пород (НОВ). 
С 60-х гг. прошлого столетия, когда В.А. Успенский с со-
авторами опубликовал первую классификацию типов ОВ 
по результатам изучения керогена (Успенский и др., 1958), 
многие исследователи придавали огромное значение хими-
ческому и микрокомпонентному составу нерастворимой 

части ОВ (Богородская, 1973; Парпарова, Неручев, 1977; 
Богородская, Конторович, 1982; Конторович и др., 1985 
и др.). В нашей стране наиболее полно и детально керо-
гены были изучены Л.И Богородской. Ею совместно с 
А.Э. Конторовичем и А.И. Ларичевым (Богородская и др., 
2005) обобщен богатейший материал по информативно-
сти использования параметров керогена для диагностики 
основных генетических типов ОВ и степени его катагене-
тической преобразованности. За рубежом классификация 
типов керогенов была создана по структурно-химическому 
признаку (Тиссо, Вельте, 1981), хорошо коррелирующая с 
классификацией Конторовича-Богородской. 

В классической схеме изучения керогена (Богородская 
и др., 2005) после удаления битумоидной составляющей 
ОВ, растворения минерального осадка плавиковой и со-
ляной кислотами, а также удаления элементарной серы, 
НОВ изучается рядом химических и физических методов. 
В настоящей работе были выбраны наиболее информа-
тивные методы и параметры: элементный анализ (Н/Сат), 
изотопный анализ (δ13С), пиролиз Rock-Eval (НI, Тmax).

Результаты исследования
В работе изучен элементный и изотопный составы, 

пиролитические характеристики керогена в 54 образцах 
верхне-, средне- и нижнеюрских отложений Надым-
Тазовского междуречья. Средние данные и разброс значе-
ний наиболее информативных параметров, позволяющих 
судить о генетическом типе ОВ, степени его катагенеза и 
нефтегенерационном потенциале для изученных образцов 
керогена по горизонтам, приведены в таблице. 

Рис. 1. Обзорная карта района исследования. 1 – район исследо-
вания; 2 – скважины, вскрывшие отложения юры; 3 – города.

Таблица. Распределение основных параметров керогена по горизонтам. Примечание: числитель – интервалы значений, знамена-
тель – среднее значение.

Горизонт С орг С, % Н, % S, % (H/C) ат δ13С, ‰ HI, мгУВ/гСорг 
Верхнеюрские отложения 

Баженовский 4,3-10,5 80,3-88,4 6,7-7,4 2,1-2,4 0,96-1,05 (-31,5)-(-30,4) 167-326 
6,5 84,5 7,0 2,2 1,00 -30,9 235 

Георгиевский 1,5-3,3 84,8-85,4 6,4-6,5 0,1-5,0 0,90-0,91 (-30,7)-(-25,0) 80-96 
2,4 85,1 6,5 2,5 0,91 -27,9 85 

Васюганский 2,5-6,6 81,9-86,0 4,2-5,4 1,0-6,3 0,61-0,78 (-23,7)-(-22,5) 51-90 
3,4 83,3 5,0 2,6 0,71 -23,0 68 

Среднеюрские  отложения 

Малышевский 
1,1-7,9 80,2-85,9 4,4-6,5 0,2-0,7 0,70-1,00 (-29,4)-( -23,2) 64-175 

3,6 82,8 5,5 0,4 0,80 -23,5 152 

Леонтьевский 
0,7-10,6 81,7-86,3 4,6-5,4 0,3-0,9 0,65-0,80 (-29,8)-(-27,6) 90-160 

4,0 83,9 5,1 0,6 0,72 -28,5 146 

Вымский 
0,9-8,6 79,5-86,7 4,3-5,7 0,3-6,1 0,65-0,70 (-28,0)-(-21,8) 40-170 

4,9 84,5 4,9 1,4 0,70 -24,9 93 
Нижнеюрские  отложения 

Надояхский 
2,2-5,3 86,9-89,2 4,0-4,7 0,2-04 0,55-0,64 (-28,6)-(-24,2) 18-45 

4,0 88,2 4,3 0,3 0,61 -25,9 32 

Китербютский 
0,2-1,9 84,7-87,1 4,2-4,9 0,3-0,7 0,59-0,68 (-29,9)-(-24,9) 37-92 

1,1 85,7 4,5 0,4 0,63 -25,4 56 

Шараповский 
1,5-4,4 86,0-89,2 3,9-5,3 0,0-0,4 0,54-0,73 (-29,4)-(-23,5) 27-94 

3,0 87,2 4,8 0,3 0,65 -24,4 52 

Левинский 
0,4-2,5 82,4-87,4 3,3-4,9 0,0-0,5 0,46-0,68 (-28,6)-(-24,7) 16-64 

1,3 85,4 4,0 0,3 0,56 -24,6 33 

Зимний 
0,4-2,3 81,3-90,2 3,5-4,7 0,0-0,4 0,55-0,69 (-27,7)-(-26,4) 14-28 

1,9 87,0 4,2 0,2 0,58 -26,9 25 
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Кероген ОВ верхнеюрских отложений, представлен-
ных преимущественно баженовской свитой, в среднем 
по данным элементного анализа может быть отнесен ко 
II типу (Тиссо, Вельте, 1981; Конторович и др., 2019), так 
как он характеризуется высоким содержанием водорода 
(до 7,4 %) и атомного отношения H/C (до 1,05) (табли-
ца). Нижне- и среднеюрские отложения содержат ОВ III 
типа: характеризуются низкой концентрацией водорода 
(в среднем 4,7 %) и отношения H/Cат (0,66, в среднем), 
более высоким, по сравнению со II типом ОВ, отноше-
нием О/Сат).

С целью более детального анализа данные по 54 
образцам НОВ юрских отложений были нанесены на 
модель эволюции элементного состава для керогенов ос-
новных генетических типов в катагенезе, разработанную 
А.Э. Конторовичем и Л.И. Богородской (1985–1990 гг.) 
(тригонограммы С-H-NSO) (Богородская и др., 2005). 
Исследования показали, что образцы керогенов нижне-
среднеюрских отложений преимущественно находятся в 
области террагенного ОВ высокой стадии преобразован-
ности (рис. 2). Керогены этих отложений имеют высокое 
содержание углерода при низкой концентрации водорода и 
гетероатомов. Однако по содержанию водорода некоторые 
образцы из среднеюрских отложений заняли промежу-
точное положение между ОВ аквагенного и террагенного 
типов (малышевский, леонтьевский горизонты).

При изучении керогенов верхнеюрских отложений, 
представленных баженовским, георгиевским и васюган-
ским горизонтами, выявлено, что отложения васюганского 
горизонта, характеризующиеся низким содержанием водо-
рода (5,0, в среднем), содержат ОВ преимущественно тер-
рагенного типа. Керогены георгиевского и баженовского 

горизонтов попали в поле аквагенного ОВ (содержание 
водорода варьирует от 6,4 до 7,4 %) (рис. 2).

По данным элементного анализа НОВ, кроме выде-
ления генетического типа, рассмотрены также вопросы 
преобразования ОВ. Из тригонограмм С-H-NSO следует, 
что ОВ нижнесреднеюрских отложений в целом сильно 
преобразовано (МК2-АК), лишь ОВ малышевского, левин-
ского и шараповского горизонтов находится в главной зоне 
нефтеобразования (МК1

2-МК2). В главной зоне нефтеобра-
зования в настоящее время находятся и отложения верхней 
юры (МК1

1-2-МК2). Под действием факторов катагенеза от 
верхнеюрских отложений вниз по разрезу происходит по-
степенная карбонизация состава НОВ, дегидрогенизация, 
удаление гетероэлементов (главным образом кислорода 
и серы). Уменьшение водорода в процессе преобразо-
вания ОВ наглядно демонстрирует снижение атомного 
отношения Н/С: в мезокатагенезе (в отложениях верхней 
и частично средней юры) от 1,1 до 0,70, в апокатагенезе 
в отдельных пробах – до 0,46. 

Данные изотопного анализа углерода керогена, также 
как и показатели элементного анализа, дают представление 
о генетическом типе ОВ пород (таблица). Образцы керо-
генов нижнесреднеюрских отложений преимущественно 
относятся к террагенному типу (Конторович, Богородская, 
Голышев, 1985). Однако встречаются пробы, имеющие изо-
топно легкий состав углерода, который свидетельствует о 
частичном вкладе аквагенного ОВ. Такое смешанное ОВ со-
держится в керогенах, полученных из пород шараповского, 
китербютского (J1), леонтьевского и малышевского горизон-
тов (J2). Образцы керогенов васюганского горизонта имеют 
изотопно тяжелый состав углерода (–23,7 ‰)–(–22,5 ‰). 
ОВ баженовского и частично георгиевского горизонта 

характеризуется изотопно легким составом 
углерода (–31,5 ‰)–(–30,4 ‰), что указывает на 
его аквагенный генезис (таблица). 

Результаты изучения образцов керогенов 
нижне-, средне- и верхнеюрских отложений 
Надым-Тазовского междуречья методом пиро-
лиза Rock-Eval позволили получить представ-
ление об их остаточном нефтегенерационном 
потенциале (рис. 3). Известно, что с глубиной 
погружения осадка углеводородный потенциал 
НОВ существенно уменьшается за счет генера-
ции жидких и газообразных углеводородных 
продуктов (Espitalie, 1988), тем не менее, не-
маловажное значение имеет и тип ОВ. Образцы 
баженовской свиты на территории исследования 
характеризуются сравнительно высоким не-
фтегенерационным потенциалом (до 326 мг 
УВ/г Сорг), находясь при этом в главной зоне 
нефтеобразования (Tmax 440–450 ºС). Образцы 
керогенов верхнеюрских отложений, представ-
ленных васюганской свитой, на диаграмме HI-
Tmax также занимают положение в главной зоне 
нефтеобразования (ГЗН), имея при этом относи-
тельно невысокий нефтегенерационный потен-
циал (51–90 мг УВ/г Сорг), что, в соответствии с 
палеогеографической обстановкой ее накопле-
ния на изучаемой территории (Конторович и 
др., 2013), объясняется континентальным типом 
содержащегося в них ОВ.

Рис. 2. Тригонограммы элементного состава керогена юрских отложений 
Надым-Тазовского междуречья Западно-Сибирского бассейна. Поля эволю-
ции элементного состава: 1 – углей и керогена террагенного типа; 2 – ке-
рогена аквагенного типа; 3 – границы зон катагенеза, цифрами обозначены 
значения RoVt. Возраст отложений: А) J1: 4 – J1 (зимний, левинский, шара-
повский, китербютский, надояхский горизонты); J2: 5 – леонтьевский, лай-
динский горизонты; 6 – малышевский горизонт; Б) J3: 4 – васюганская, си-
говская, точинская свиты; 5 – георгиевская свита; 6 – баженовская свита.
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В целом образцы НОВ нижне- и среднеюрских от-
ложений Надым-Тазовского междуречья имеют пре-
имущественно низкий нефтегенерационный потенциал 
(25–56 мг УВ/г Сорг и 93–152 мг УВ/г Сорг, в среднем, 
соответственно) и находятся в зоне газообразования (Tmax 
470–520 ºС) (рис. 3). Исключение составляют некоторые 
образцы керогенов средней юры (малышевский, леонтьев-
ский, вымский горизонты) из северо-западных и южных 
областей территории исследования (Медвежья, 1001; Ево-
Яхинская, 356; Стахановская, 910), характеризующиеся 
относительно высокими значениями HI (175, 160 и 170 
мг УВ/г Сорг, соответственно).

Обсуждение результатов исследования
Детальное изучение 54 образцов НОВ нижне-средне-

юрских и верхнеюрских отложений позволило выявить 
их важные особенности. 

Нижнеюрские отложения в целом характеризуются 
относительно низкими значениями Сорг (в среднем 1,8, за 
исключением отдельных образцов шараповского горизон-
та с Сорг до 4,4 %). Керогены содержат незначительную 
концентрацию пиритной серы (в среднем 4,0), имеют 
сравнительно высокое содержание углерода (до 90,2 %) 
при содержании водорода 3,3–5,3 %, серы 0,0–0,7 %. 
Атомное отношение Н/C низкое (0,46–0,73), изотопный 
состав углерода тяжелый (в среднем – 25,4 ‰) (рис. 2, 
таблица). Образцы керогенов нижнеюрских отложений 
преимущественно представлены террагенным ОВ. Однако 
отдельные образцы из китербютского и шараповского го-
ризонтов выделяются изотопно легким составом углерода 
((–29,9 ‰) и (–29,4 ‰), соответственно).

В целом нижнеюрские отложения были подвержены 
сильному преобразованию – вплоть до АК. Что касается 
среднеюрских отложений, они преобразованы в меньшей 
степени (МК1

2-МК3
1). Среднеюрские отложения характе-

ризуются и более высокими значениями Сорг (в среднем 

4,1 %) и содержанием пиритной серы в керогене (в 
среднем 7,3 %). По данным элементного анализа образцы 
НОВ имеют сравнительно высокое содержание углерода 
(79,5–89,2 %) при относительно низком содержании 
водорода (4,5–5,6 %) и серы (в среднем 0,8 %). Атомное 
отношение Н/C выше, чем в нижнеюрских отложениях 
(0,65–1,00). Самые высокие атомные отношения H/C име-
ют керогены среднеюрских отложений малышевского и 
леонтьевского горизонтов, что, возможно, свидетельствует 
о примеси аквагенного ОВ. Встречаются образцы из этих 
горизонтов и с высоким содержанием Сорг (до 7,9 % и 
10,6 %, соответственно). Отдельные образцы керогенов 
характеризуются и более легким изотопным составом 
углерода (–29,4 и –29,8 ‰, соответственно). Однако в 
целом образцы керогена среднеюрских отложений пред-
ставлены террагенным ОВ и имеют тяжелый изотопный 
состав углерода – в среднем (–25,6 ‰) (рис. 2, таблица). 
Углеводородный потенциал нижне-среднеюрских толщ 
меняется от 14–64 мг УВ/г Сорг (для террагенного типа ОВ) 
и до 92–175 мг УВ/г Сорг (для ОВ с примесью аквагенного).

Образцы баженовской свиты верхнеюрских отложений 
имеют высокий показатель Сорг (4,3–10,5 %), для них ха-
рактерно и высокое содержание пиритной серы в керогене 
(13,9–36,1 %). Концентрация углерода НОВ варьирует в 
пределах 80,3–88,4 %, содержание водорода относительно 
высокое и варьирует от 6,7 до 7,4 %. Образцы характе-
ризуются более высоким содержанием серы. Атомное 
отношение H/C у них высокое – от 0,96 до 1,05, значения 
изотопного состава углерода δ13С меняются в пределах 
(–31,5)–(–30,4) ‰. В отличие от типично аквагенных 
баженовской и георгиевской свит НОВ васюганской и 
сиговской свит представлено террагенным типом (рис. 
2, таблица). Катагенетическая преобразованность ОВ (по 
данным элементного анализа (Богородская, Конторович, 
Ларичев, 2005) соответствует этапам МК1

1–2. 
Для рассмотренния распределения свойств керогена в 

пределах исследуемой территории проведено построение 
(с помощью программы «Surfer») схематических карт 
изменения наиболее информативных геохимических 
параметров. Карты изменения атомного отношения 
H/C и остаточного нефтегенерационного потенциала 
(НI) на территории Надым-Тазовского междуречья 
построены отдельно для нижне-, средне- и верхнеюрских 
(главным образом баженовских) отложений. На большей 
части изученной территории для верхнеюрских 
отложений (рис. 4) наблюдаются высокие значения 
Н/ Сат, уменьшающиеся лишь на востоке и на юго-востоке 
(главным образом в скважинах, где кероген взят из 
отложений васюганской свиты). Остаточный нефтеге-
нерационный потенциал верхней юры меняется от 107 
мг У В/г С орг на востоке и северо-востоке до 244–326 
мг УВ/г Сорг в центральной части территории исследо-
вания (рис. 5). 

В среднеюрских отложениях на изученной территории 
(рис. 4, 5) кероген имеет незначительные величины пара-
метров Н/Сат и НI, повышающихся (до 0,8 и до 175 мг УВ/г 
Сорг, соответственно) только на юге (скв. Стахановская-910) 
и на северо-западе (скв. Медвежья-1001). В целом ниж-
неюрские отложения в пределах изученной территории 
(рис. 4) характеризуются более низкими значениями 
этих параметров по сравнению со среднеюрскими: са-

Рис. 3. Пиролитическая характеристика керогенов юрских 
отложений Надым-Тазовского междуречья. Возраст отложе-
ний: J3: 4 – баженовский, 5 – георгиевский, 6 – васюганский го-
ризонты; J1-2: 7 – малышевский, 8 – леонтьевский, 9 – вымский 
горизонты; 10 – нижнеюрские отложения.
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мые низкие значения – в центре территории, в областях 
наибольшего погруженния юрских горизонтов. Однако 
есть участки, где кероген характеризуется относительно 
высокими значениями Н/ Сат (около 0,70). Если при этом 
рассматривать и остаточный нефтегенерационный потен-
циал нижнеюрских отложений, то именно в этих областях 
(по меридиану от скв. Западно-Новогодняя-210 до скв. 
Медвежья-1001) наблюдается зона достаточно высоких 
значений НI в китербютском (тогурская пачка), шарапов-
ском горизонтах (до 80 мг УВ/г Сорг) (рис. 5).

При сопоставлении схематических карт изменения 
параметров для отложений нижней, верхней и средней 
юры наблюдается снижение нефтегенерационного по-
тенциала и атомного отношения H/C по мере погружения 
осадочного чехла (рис. 4, 5). 

Для оценки перспектив нефтегазоносности осадоч-
ных толщ важное значение имеет уровень зрелости 
ОВ. В работе проведено сравнение полученных дан-
ных по изучению остаточного нефтегенерационного 
потенциала с результатами изучения отражательной 
способности витринита, выполненых А.Н. Фоминым 
и др. для юрских пород Западной Сибири (Фомин и 
др., 2001). В верхних горизонтах юры (баженовская 
свита и ее аналоги) преобразованность органического 
вещества отвечает градациям ПК3-МК1

1-МК2. Наименее 
изменено ОВ (ПК3-МК1

1) по обрамлению мегабассейна и 
изученной территории. К центру катагенез постепенно 
нарастает (МК1

2-МК2) и достигает максимума (МК3
1–2) 

на севере. Данные по НI баженовской свиты находят-
ся в полном соответствии с уровнем зрелости ОВ по 
отражательной способности витринита – на севере 

центральной части территории фиксируются самые 
низкие значения остаточного нефтегенерационного 
потенциала (рис. 5). Среднеюрские толщи в отдельных 
горизонтах (малышевский, вымский) имеют умеренный 
катагенез; кероген из ряда скважин на западе и на юге 
территории исследования характеризуется относительно 
высокими значениями остаточного нефтегенерационного 
потенциала – до 175 мг УВ/г Сорг. Отложения базальных 
горизонтов юры находились в сложных термобарических 
условиях, поэтому на большей части Западной Сибири 
и изученной территории ОВ претерпело существенные 
изменения и достигло градаций МК3

1-АК3. Данные по НI 
нижнеюрских отложений на севере центральной части 
Надым-Тазовского междуречья также свидетельствуют 
о высоком уровне зрелости ОВ и низких значениях 
остаточного нефтегенерационного потенциала – < 20 
мг УВ/г Сорг (рис. 5). Исключение составляют некото-
рые области западного и северо-западного района (скв. 
Медвежья-1001) территории Надым-Тазовского между-
речья, где ОВ китербютского и шараповского горизонтов 
находится в умеренной зоне катагенеза (МК2), здесь фик-
сируются относительно высокие значения остаточного 
нефтегенерационного потенциала (до 90 мг УВ/г Сорг). 

Таким образом, в юрских отложениях отчетливо про-
слеживается закономерное усиление преобразованности 
ОВ от периферии к центральным и далее к северным 
районам по мере погружения толщ осадочного чехла.

Рис. 4. Схематические карты изменения атомного отношения 
H/C керогена ОВ юрских отложений Надым-Тазовского меж-
дуречья. Возраст отложений: А – верхнеюрские; Б – среднеюр-
ские; В – нижнеюрские. Показаны изолинии равных значений.

Рис. 5. Сопоставление уровня катагенеза 
юрских отложений (Фомин и др., 2001) и 
нефтегенерационного потенциала НОВ 
отдельных скважин Надым-Тазовского 
междуречья. Возраст отложений: А – 
верхнеюрские, Б – среднеюрские, В – 
нижнеюрские.
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Заключение
В целом весь разрез юрских отложений в пределах 

Надым-Тазовского междуречья характеризуется относи-
тельно высокими содержаниями органического углерода 
в породах, что позволяет рассматривать их в качестве 
потенциально нефтегазоматеринских. Наиболее высокие 
концентрации Сорг отмечаются в аргиллитах баженовской 
свиты, а также в отдельных пачках малышевского, леон-
тьевского и вымского горизонтов.

Верхнеюрские отложения на большей части тер-
ритории исследования еще не вышли из главной зоны 
нефтеобразования, и в них может происходить генера-
ция жидких углеводородов. Изучение нерастворимого 
органического вещества этих толщ подтвердило высокий 
нефтегенерационный потенциал баженовской свиты, 
ОВ которой является источником нефти как в горизонте 
Ю0, так и в выше- и нижележащих резервуарах, что под-
черкнуто А.Э. Конторовичем с соавторами (Конторович 
и др., 2019). Органическое вещество васюганской и 
георгиевской свит имеют существенно более низкий по-
тенциал. Нижнеюрские толщи в целом характеризуются 
террагенным типом ОВ и находятся в зоне интенсивного 
газообразования. Кероген этих отложений имеет более 
низкий генерационный потенциал по сравнению с верхне-
юрскими (баженовский горизонт). Среднеюрские толщи 
в отдельных интервалах разреза имеют умеренный по-
тенциал. Это согласуется с результатами элементного и 
изотопного анализов керогена. Показано, что с глубиной 
содержание водорода существенно падает, и на градациях 
апокатагенеза кероген имеет очень низкие значения водо-
рода и атомного соотношения водорода и углерода. Тем 
не менее, в среднеюрских (малышевский и леонтьевский 
горизонты) и в нижнеюрских отложениях (китербют-
ский, шараповский горизонты), на отдельных участках 
исследуемой территории распространены пачки пород, 
характеризующиеся относительно высоким остаточным 
нефтегенерационным потенциалом. 

На основании построенных схематических карт в 
Надым-Тазовском междуречье можно выделить достаточно 
перспективные территории, палеогеотермические 
условия которых допускают сохранение в них залежей 
углеводородов. Судя по уровню зрелости ОВ в верхне- и 
среднеюрских отложениях могли сохраниться залежи 
нефтей и жирных газов, а в нижнеюрских – жирных и 
сухих газов.
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Geochemical features of the organic matter from Jurassic sediments of the 
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Abstract. This paper deals with the evaluation of oil-
generation potential derived from the geochemical data on deep-
buried Jurassic sedimentary rocks of the Nadym-Taz interfluve 
being part of the West Siberian petroleum basin (PB). The study 
provides analysis of samples from ultra-deep and deep wells 
that penetrated the Mesozoic-Cenozoic sedimentary cover in the 
north of the central part of PB (En-Yakhinsky, Evo-Yakhinsky, 
Yarudeysky, Tyumensky areas, etc.). The research focuses on 
the insoluble organic matter (OM) from Upper, Middle and 
Lower Jurassic sediments (54 samples). 

A comprehensive study of the kerogen by elemental, 
isotope analyses and pyrolysis Rock-Eval allowed obtaining 
the data critical for determining the genetic type of OM, its 
thermal maturity and residual petroleum generating potential. 
Using the Surfer and Corel Draw software, schematic maps 
and diagrams of variations in the most informative (i.e. area-
specific and depth-dependent) geochemical parameters of the 
kerogen on the studied area and also down the section (from the 
Upper to the Lower Jurassic) were constructed and analyzed. 
The obtained geochemical data indicate that in the Jurassic 
sediments of the Nadym-Tazovsky interfluve, the highest OM 
generation potential is found in the Bazhenov horizon, as well 
as in individual members of the Malyshevsky, Leontievsky, 
Sharapovsky and Kiterbyutsky horizons. Based upon the level 
of OM maturity in the Upper and Middle Jurassic sediments, 
deposits of mainly oil and fat gases could be preserved, and in 
the Lower Jurassic – deposits of fat and dry gases.

Keywords: insoluble organic matter, petroleum-generating 
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Новый метод «геохимического каротажа» для изучения 
доманиковых отложений

С.Б. Остроухов1, Н.В. Пронин1, И.Н. Плотникова1,2*, Р.К. Хайртдинов3
1Академия наук Республики Татарстан, Казань, Россия

2Казанский национальный исследовательский технологический университет, Казань, Россия
3ЗАО «Предприятие Кара-Алтын», Альметьевск, Россия

На основе изучения пород семилукского горизонта на участке северо-западного склона Южно-Татарского 
свода получены новые данные о соотношении в породах-доманикитах рассеянного органического вещества, 
карбонатной и кремнистой составляющих. По результатам геохимических исследований битумоидов этих 
пород получена новая информация о закономерностях распределения ароматических биомаркеров в породах 
различного литологического состава. Выявлены особенности распределения в таких породах палеониератана и 
изорениератана. Благодаря использованию ароматических биомаркеров разработан ряд новых геохимических 
коэффициентов, позволяющих охарактеризовать не только доманиковые толщи по разрезу отложений, но и про-
цессы их преобразования, начиная со стадии формирования биоты. 

Приведено обоснование использования данных геохимических коэффициентов при проведении геохими-
ческого каротажа по разрезу скважин для установления границ развития доманиковых толщ и продуктивных 
интервалов в них, а также для оценки фациальных условий их формирования. При этом, закономерности, 
установленные данными коэффициентами, хорошо коррелируют с другими геохимическими и геологическими 
параметрами. Выполненные исследования показали, что в толще доманикитов присутствуют минимум два типа 
органического вещества – миграционное, более зрелое и термокаталитически преобразованное, и сингенетичное, 
менее зрелое с низкой степенью термокаталической преобразованности.

Применение разработанных геохимических коэффициентов определяет новый подход к использованию 
«геохимического каротажа» в общем комплексе экспрессных геолого-технологических исследований в процессе 
бурения скважины. При исследовании шлама данные коэффициенты позволяют выявлять интервалы-коллек-
торы, зоны трещиноватости и разуплотнения, содержащие следы миграционных углеводородных флюидов, 
подвижные углеводороды, что может указывать на наличие залежей нефти. Комплексирование геохимических 
исследований шлама с его экспрессным изучением методами пиролиза и рентгенографического анализа может 
значительно повысить точность выделения в разрезе пород-доманикитов пропластков с высоким содержанием 
органического вещества, а также потенциальных коллекторов с подвижными миграционными углеводородами.

Ключевые слова: семилукский горизонт, доманик, доманикиты, ароматические углеводороды, геохимические 
коэффициенты, геохимический каротаж, миграционные битумоиды
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Введение
В настоящее время вопросам исследования отложений 

доманикового типа уделяется большое внимание. Оценка 
перспектив добычи сланцевой нефти из высокоуглеро-
дистых толщ семилукско-речицкого комплекса иниции-
ровала начало более детальных работ по их изучению, 
в том числе и геохимических исследований. Новый этап 
изучения семилукско-речицких высокоуглеродистых по-
род (Остроухов и др., 2015; Плотникова и др., 2017а, б) 
наглядно показал, что на современном этапе необходимы 
более детальные знания об условиях их формирования 
и размещении в недрах. Для этого требуется расширять 
созданный ранее и применяемый сегодня комплекс гео-
химических исследований, поскольку выделение высоко-
углеродистых толщ в разрезе только по количеству содер-
жания в породах органического вещества (ОВ) с оценкой 

его катагенетической зрелости является недостаточным 
и далеко не в полной мере характеризует геологическую 
историю формирования ОВ и его распространения по раз-
резу осадочного чехла. Кроме этого, до конца не решена 
проблема выделения перспективных нефтенасыщенных 
интервалов в разрезе доманиковых отложений методами 
ГИС, а используемый комплекс геолого-технических 
исследований нуждается в дополнении мобильными экс-
прессными методами пиролиза, рентгенографических ис-
следований матрицы породы и геохимического изучения 
рассеянного органического вещества и подвижных углево-
дородов. Применение новых геохимических коэффициен-
тов позволит дифференцировать разрез доманиковых от-
ложений по характеру насыщающего флюида и выделить 
участки с преимущественным развитием неподвижной 
сингенетичной органики в плотных карбонатно-кремни-
стых породах и подвижных миграционных битумоидов, 
отвечающих за формирование промышленных скоплений. 

Отложения семилукско-речицкого возраста на терри-
тории Республики Татарстан относятся к так называемым 
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отложениям «доманикового типа». Они выделяются среди 
выше и ниже залегающих пород определенным минерало-
гическим составом и высоким содержанием рассеянного 
органического вещества (общий органический углерод, 
Total Organic Carbon, ТОС, от 5 до 20 % и выше), что дает 
основание отнести их к горючим сланцам. Используемый 
на современном этапе стандартный набор геохимических 
исследований не всегда позволяет в полном объёме оце-
нить их особенности, характер распространения и условия 
формирования. Это вызывает необходимость в создании 
и применении новых подходов к геохимическим иссле-
дованиям ОВ, что позволит расширить их практическую 
значимость как на стадии поисково-разведочных работ, 
так и в период эксплуатации выявленных залежей.

Материалы и методы исследований 
В настоящей работе объектом изучения явились по-

роды семилукского горизонта франского яруса верхнего 
девона, вскрытые в интервале 1775–1800 м скважиной 
№5055 на Тавельском нефтяном месторождении на терри-
тории Республики Татарстан. Стоит отметить, что данные 
отложения литологически неоднородны и представлены 
чередованием известняков, известняков доломитизиро-
ванных, кремнисто-карбонатных, карбонатно-кремнистых 
и преимущественно кремнистых пород. Для их изучения  
проведены исследования методом рентгенографического 
фазового анализа (12 образцов), пиролитические ис-
следования (16 образцов) геохимические исследования 
битумоидов (25 образцов), экстрагированных из пород, 
наиболее полно характеризующих указанный интервал 
разреза. В связи с высокой литологической неоднородно-
стью исследуемого интервала разреза проведены работы 
по выделению и изучению прослоев различного лито-
логического типа, что способствовало получению более 
полной информации для данных отложений.

Выполненные исследования сконцентрированы пре-
имущественно на геохимическом изучении на молеку-
лярном уровне битумоидов пород доманиковой фации, 
характеристических соединений этих битумоидов в 
породах различного литологического состава. Для этих 
целей использованы новые геохимические коэффициенты, 
позволяющие дифференцировать битумоиды по условиям 
образования, по степени термокаталитического преобра-
зования, а также по их приуроченности к определённым 
типам пород изучаемого разреза. 

Для изучения ОВ пород рассматриваемых отложений 
на первом этапе был использован стандартный комплекс 
геохимических исследований, включающий пробоподго-
товку образцов с использованием горячей хлороформенной 
экстракции, определение содержания битумоида с по-
следующим его делением на группы методом жидкостной 
колоночной хроматографии.

Масляные фракции ОВ пород были проанализированы 
на хромато-масс-спектрометре «Thermo Fisher Scientific» 
(США), с использованием компьютерной обработки дан-
ных в режиме SCAN. Разделение углеводородов (УВ) ве-
лось на капиллярной колонке длиной 30 м, диаметром 0,32 
мм с фазой PE-XLB. Хроматографирование проводилось в 
режиме линейного программирования от 100 °С до 300 °С, 
в диапазоне температур от 100 °С до 150 °С скорость подъе-
ма температуры составляла 12,5 °С в минуту и 3°С в минуту 

в диапазоне от 150 °С до 300 °С. Изотермический режим 
при начальной температуре длился 2 минуты, при конечной 
(300 °С) – 14 минут. Температура испарителя – 300 °С. 
Газ-носитель – гелий, скорость потока – 2 мл/мин. Особое 
внимание при данных условиях хроматографирования было 
уделено анализу изорениератана – высокомолекулярному 
ароматическому соединению состава С40. 

Для сопоставления данных хромато-масс–спектроме-
трии (ХМС) был проведен пиролиз образцов пород на при-
боре «HAWK Resource Workstation» (Wildcat Technologies, 
USA) в режиме BulkRock до и после экстракции, а также 
рентгенографические исследования образцов пород. 

Результаты 
Изученный участок геологического разреза скважины 

в интервале глубин 1775–1800 м характеризуется высокой 
литологической неоднородностью и представлен череду-
ющимися прослоями известняков серых или светло-се-
рых, кремнистых известняков темно-серого цвета, а также 
карбонатно-кремнистых, карбонатно-кремнисто-угле-
родистых и преимущественно кремнисто-углеродистых 
пород черного цвета. Толщина чередующихся прослоев 
варьирует от первых миллиметров до 10–15 сантиметров. 

В ряду известняк→кремнистый известняк  →кар-
бонатно–кремнистая порода→карбонатно-кремнисто-
углеродистая порода→кремнисто-углеродистая порода 
(рис. 1) наблюдается уменьшение содержания карбонат-
ной составляющей (от 100 до 11 %, здесь и далее исполь-
зованы масс.%), увеличение содержания кремнезема (от 0 
до 80 %) и увеличение содержания ТОС (от 0,7 до 23,6 %).

Содержание ТОС и широкий разброс его значений 
связан с литотипом пород (рис. 2). Наиболее низкое содер-
жание ОВ, не превышающее 0,7 %, характерно для извест-
няков (рис. 3, А). В одном образце кремневой породы без 
карбонатных прослоев зафиксировано аномально высокое 
значение ТОС – 23,6 % (рис. 3, Г). Основное же содержание 
ОВ, заключенное в пределах от 3,5 и до 6,5 %, связано с 
кремнисто-карбонатными и карбонатно-кремнистыми по-
родами с известняковыми прослоями (рис. 3, Б, В). 

На рисунке 4 приведена зависимость содержания сво-
бодных подвижных углеводородов S1 от TOC пород рас-
сматриваемого интервала изучаемого разреза. Основная 
часть значений на нём группируется в достаточно узком 
диапазоне, равномерно увеличивающимся с ростом 
ТОС (голубые точки), что вполне закономерно. Однако 
часть образцов (красные точки) указывает на наличие 
повышенного содержания в ряде образцов подвижных 
(аллохтонных) УВ, что может свидетельствовать о разных 
типах УВ в изучаемых образцах.

В составе хлороформенного битумоида А (ХБА) пород 
по результатам группового анализа преобладают смолы с 
содержанием – от 24,31 % и до 64,47 %, и асфальтены – от 
14,08 % до 72,62 %. В основном это характерно для про-
слоев известняков. Содержание же масел изменяется от 5 
до 34 % и напрямую связано с содержанием ОВ в породе. 

Сложность геологического разреза семилукского 
горизонта и необходимость создания новых решений в 
поиске и разведке приуроченных к нему промышленных 
залежей нефти обуславливает актуальность создания 
новых геохимических подходов к разработке эффектив-
ного комплекса методов поиска нефти в доманикитах на 
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базе ранее созданных и активно используемых критериев 
и геохимических коэффициентов (Петров 1984; Peters et 
al., 2005). 

Расширенные геохимические исследования углево-
дородного состава ОВ пород семилукского горизонта 
позволили выявить характерную для данных отложений 
группу соединений. Они представляют собой моноци-
клические ароматические соединения состава С10–С30 с 
изопреноидной алкильной цепью нерегулярного строения 
(Ostroukhov et al., 1982), являющиеся производными при-
родного ароматического каротиноида (АК) состава С40 
(изорениератена). Изорениератен (ISR) широко пред-
ставлен в живой природе начиная с возраста Земли 1,6 

млрд лет (Paleoproterozoic) (Brocks et al., 2005, 2008) и по 
настоящее время. При этом его содержание в природной 
среде за всё геологическое время не было постоянным. В 
определённые периоды содержание изорениератана (диа-
генетического продукта ISR) в живой природе, а затем и в 
отложениях, либо значительно возрастало, либо практи-
чески исчезало (French et al., 2015). К одному из периодов 
с повышенным содержанием изорениератана относятся 
отложения франско-фаменского возраста позднего девона. 

ISR относится к изопреноидным пигментам, произво-
димым фотосинтезируемыми коричневыми и зелеными 
серными бактериями (Chlorobiaceae) (Maresca et al., 
2008a). Поскольку метаболизм бактерий требует одно-
временного доступа как к свету, так и к H2S в водной 
среде их обитания, то обнаружение их диагенетических 
и катагенетических продуктов в ОВ пород или нефтях 
рассматривается в качестве доказательства существования 
сульфидной эвксидной зоны палеобассейна (Summons, 
Powell, 1987; Brоcks et al., 2005; Connock et al., 2018). 
Это позволяет при проведении геохимического каротажа 
выявлять в исследуемых отложениях подобные участки с 
определением их граничных значений.

Впервые на территории Республики Татарстан изо-
рениератан, его диагенетические и каталитические про-
дукты установлены в отложениях семилукского возраста в 
2013–2014 гг. и описаны в работе (Остроухов и др., 2015). 
Аналогичные соединения наблюдаются в породах домани-
ковой фации и на сопредельных территориях Татарстана, 
что указывает на масштабность проявления единых гео-
лого-фациальных условий осадконакопления, способству-
ющих периодическому активному развитию биоты.

На масс-фрагментограмме, сканированной по ионам 
m/z 133+134 (рис. 5А), приведена группа ароматических 
каротиноидов состава С14-С22 (УВ этого ряда обозна-
ченны значком ∆) с метильным замещением бензольного 
кольца в положении 2,3,6- по отношению алкильной 
цепи и индивидуальное соединение II (изорениератан) с 
метильным замещением двух бензольных колец в поло-
жении 2,3,6-/2,3,6- (Koopmans et al., 1996b), являющиеся 
производными от природного ISR состава С40 (рис. 6).

Рис. 3. Примеры образцов пород семилукского горизонта. А – 
известняк; Б, В – чередование прослоев карбонатно-кремни-
стых и кремнисто-карбонатных пород с прослоями светлого 
известняка; Г – карбонатно-кремнистая порода без прослоев 
известняка; 1 – известняк, 2 – тонкое переслаивание карбо-
натно-кремнистых и кремнисто-карбонатных пород, 3 – тон-
кая слоистость известняков и карбонатно-кремнистых по-
род, 4 – кремневая порода (SiO2 – 80 %).

Рис. 1. Зависимость содержания общего органического угле-
рода (ТОС) от содержания в породе карбонатной (а) и крем-
нистой (б) составляющих

Рис. 2. Значения ТОС в образцах пород из интервала 1775–
1800 м. 1 – известняки, 2 – кремнисто-карбонатные породы, 
3 – карбонатно-кремнистые породы, 4 – тонкое чередование 
кремнисто-карбонатных, карбонатно-кремнистых, кремневых 
пород и прослоев известняка, 5 – кремневая порода (силицит).
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На масс-фрагментограммах (рис. 5) также наблюдает-
ся присутствие второго гомологического ряда (на масс-
фрагментограммах УВ этого ряда обозначены значком ∇) 
и индивидуального соединения I (палеорениератан) по 
составу и распределению в ряду аналогичных соединениям 
ряда ∆ и соединению II. Строение соединений указанного 
ряда принято на основании исследований, описанных в 
работах (Hartgers et al., 1993, 1994; Clifford et al., 1998), 
согласно которым соединения, обозначенные ∇, имеют 
метильное замещение бензольного кольца в положении 
3,4,5- и соединение I ( палеониератан) с метильным заме-
щением бензольных колец в положении 3,4,5-/2,3,6- (рис. 7).

Присутствие палеорениератана (I) отмечается в со-
ставе ОВ всех пород по разрезу семилукского горизонта. 
При этом необходимо отметить, что его содержание всегда 
выше содержания изорениератана (II). Высокая пред-
ставительность соединения I подразумевает его широкое 
использование в комплексе геохимических исследований 
доманиковых отложений. Но для этого необходимо по-
нимание условий его образования и преобразования в 
природной среде. Однако в настоящее время существует 
проблема, связанная с невозможностью установления его 
природного аналога. В составе более 700 установленных 
природных соединений не выявлены соединения каро-
тиноидного строения с метильным замещением 3,4,5-
/2,3,6- в кольце (Maresca et al., 2008a). В то же время, 
значительное количество соединения I присутствует в 
отложениях позднего девона (French et al., 2015). Это вы-
зывает определённый интерес как к его происхождению, 
так и к приуроченности к отложениям доманикового типа. 

В природной среде конечным продуктом биохимиче-
ского процесса преобразования каротиноидов в струк-
туре зеленых серных бактерий Chlorobiaceae в условиях 
эвксидной обстановки является изорениератен (ISR) 
(Koopmans et al., 1996a, b). Это происходит в результате 
действия генома crtU, приводящего к разрушению геми-
нальных метильных групп циклогексеновых колец при их 
ароматизации с сохранением в нём количества метильных 
заместителей с замещением 2,3,6-/2,3,6- по отношению к 
алкильной цепи (Maresca et al., 2008b). У палеорениера-
тана в отличие от изорениератана метильное замещение 
одного из колец составляет 3,4,5-.

Термокаталическое воздействие на циклические со-
единения с диметильным геминальным замещением в про-
цессе их ароматизации проводит к разрушению метильной 
группы. В результате происходит перемещение одного из 
метилов группы с образованием двух возможных соедине-
ний с метильным замещением 2,3,6- и 2,4,6- (Ostroukhov et 
al., 1982). Образование соединений с метильным замещени-
ем 3,4,5- установлено не было. Из продуктов реакции толь-
ко одно соединение с замещением 2,3,6- соответствовало 
нефтяному, в то время как соединения с замещением 2,4,6- в 
составе ОВ пород и нефти не обнаружены. Необходимо до-
бавить, что основным продуктом термокатализа являются 
тризамещёные алкилбензолы с метильным замещением 
2,6-, также не выявленные в составе нефти и ОВ пород.

Рис. 4. Характер зависимости S1 (по данным пиролиза) от 
TOC. 1 – значения S1, указывающие на наличие миграционных 
УВ; 2 – значения S1, предположительно не связанные с мигра-
ционными УВ. 

Рис. 5. Состав ароматических каротиноидов в составе ОВ 
пород семилукского горизонта скв. 5055. А – глубина 1781,0 
м; Б – глубина 1790,5 м. 1 – 3,4,5/2,3,6-палеониератан; 2 – 
2,3,6/2,3,6-изорениератан; 3 – 2,3,6-триметил- 1-изоалкилбен-
золы; 4 – 3,4,5-триметил-1-изолкилбензолы (m/z 133+134).

Рис. 6. Строение изорениератана с метильным замещением 
двух бензольных колец в положении 2,3,6-/2,3,6-, являющиеся 
производными от природного ISR состава С40

Рис. 7. Строение палеониератана с метильным замещением 
бензольных колец в положении 3,4,5-/2,3,6-
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В качестве одного из вариантов образования палеоре-
ниератана может быть рассмотрена изомеризация одного 
из бензольных колец рениератана (рис. 8).

Рениератан является производным природного соедине-
ния рениератена (RNR), классифицируемого как каротино-
ид (Schaefle et al., 1977, 1997). Рениератан присутствует в 
составе ОВ пород и нефтей (Connock et al., 2018; Wanglu et 
al., 2007) определённого возраста и условий формирования 
нефтематеринского вещества. Изомеризация высокомоле-
кулярных алкилбензолов происходит преимущественно 
за счёт изменения позиции алкильной цепи в бензольном 
кольце. В рассматриваемом варианте предполагается 
миграция алкильной цепи по кольцу из положения 1 в по-
ложение 2 с образованием самого стабильного изомера с 
метильным замещением 3,4,5-. Но в этом есть некоторое 
несоответствие, связанное с тем, что метильное замещение 
изопреноидной цепи, в отличие от регулярного её строения, 
при термокатализе блокирует процесс миграции. В связи 
с этим не исключена возможность изомеризации бензоль-
ного кольца природного RNR в результате биологического 
процесса, протекающего на ранней стадии преобразования 
рассеянного органического вещества.

В настоящее время в связи с отсутствием установлен-
ного исходного природного соединения для палеорение-
ратана в качестве его предшественника можно принять, 
по аналогии с соединениями изорениератеном и рение-
ратеном, псевдо палеорениератен (PAR). Это позволяет 
полноценно использовать его для решения геохимических 
задач с участием палеорениератена.

Представительность и информативность АК нефтя-
ного ряда позволяет использовать их в комплексе геохи-
мических исследований. В первую очередь, это касается 
особенностей молекулярно-массового распределения 
(ММР) членов их гомологических рядов. Ранее в работе 
(Schwark, Frimmel, 2004) был предложен коэффициент AIR 
(aryl isoprenoid ratio), отражающий соотношение между 
составами C13-С17 и C18-С22 АК с целью оценки измен-
чивости и стабильности фотической зоны палеобассейна в 
условиях возникновения аноксидной обстановки. Данный 
коэффициент имеет узкую направленность и не способен 
решать другие геохимические задачи. В этой связи, в дан-
ной работе предложен ряд геохимических коэффициентов, 
позволяющих через состав АК охарактеризовать некоторые 
процессы, связанные с образованием и преобразованием 
исходного ОВ в составе пород доманикового типа. 

Одним из основных показателей в комплексе геохи-
мических исследований является термокаталитическая 
преобразованность ОВ. Данную характеристику можно 
получить, основываясь на преобразованности ряда со-
единений АК, выраженной посредством коэффициента: 

Kac1 = [∑C10/(∑C10+CI+СII)], 
где ∑С10 – сумма пренитола и изодурола; CI – содержание 
палеорениератана (I); СII – содержание изорениератана (II). 

В основу коэффициента положено отношение содер-
жаний соединений I и II и алкилбезолов состава С10 с 
метильным замещением бензольного кольца в положении 
1,2,3,4- (пренитол) и 1,2,3,5- (изодурол), представленное 
на рис. 9. Выбор этих соединений основан на том, что ал-
килюензолы состава С10 являются основными продукта-
ми термической деструкции индивидуальных соединений 
I и II. Данный процесс подтверждён лабораторными ис-
следованиями на образцах пород с высоким содержанием 
соединений I и II. Во всех продуктах флеш-пиролиза до 
650оС исследованных пород наблюдалось высокое со-
держание двух новообразованных целевых соединений 
состава С10 и полное отсутствие исходных соединений I и 
II (рис. 10А, Б). При этом также наблюдалось сохранение 

Рис. 8. Схема образования палеорениератана в результате 
изомеризации одного из бензольных колец рениератана

Рис. 9. Состав ароматических кароиноидов в нефти (mz 
133+134). С10-С20 – число атомов углерода в молекуле; I – 
3,4,5/2,3,6-палеониератан; II – 2,3,6/2,3,6-изорениератан. 

Рис. 10. Состав ароматических каротиноидов в экстракте 
исходного образца (А), и в продукте его флеш-пиролиза (Б). 
1 – 3,4,5/2,3,6-палеониератан; 2 – 2,3,6/2,3,6-изорениератан; 
3 – 2,3,6-триметил-1-изоалкилбензолы; 4 – 3,4,5-триметил-1-
изолкилбензолы (m/z 133+134).
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исходных соединений АК состава С16-С22, что указывает 
на высокую термокаталитическую устойчивость этих со-
единений и отсутствие их влияния на образования С10. На 
это указывает и их доминирование в составе продуктов 
пиролиза в отличие от экстрактов. 

Особо необходимо отметить отсутствие в продуктах 
пиролиза низкомолекулярных соединений АК состава 
С11-С15. Известно, что состав продуктов пиролиза ОВ 
пород представлен в основном низкомолекулярными 
алифатическими и циклическими соединениями, образо-
ванными за счёт деструкции высокомолекулярных соеди-
нений. Отсутствие же низкомолекулярных АК указывает 
на невозможность высокомолекулярных аналогов при 
данных условиях образовывать иные соединения кроме 
С10. При этом, их присутствие в составе нефтей вызывает 
интерес к процессу, способствующему их образованию. 
Вероятнее всего, он реализуется на ранней стадии преоб-
разования исходного нефтематеринского вещества. 

Значение коэффициента Кас1 отражает степень преоб-
разования (деструкции) соединений I и II. Максимальное 
значение Кас1 связано с полным отсутствием соединений 
I и II в составе нефти. Значения Кас1 для нефтей семи-
лукского горизонта Татарстана располагаются в пределах 
от 0,7 до 1,0. То есть в ряде исследованных нефтей со-
единения I и II практически отсутствуют. 

Использование данного коэффициента для оценки 
ОВ пород в большинстве случаев затруднено из-за от-
сутствия в гомологическом ряду соединений состава до 
С14, включая и алкилбензолы С10 (рис. 5А, Б). Несмотря 
на это, образцы пород, не содержащие соединения I и II 
(рис. 6Б) могут быть отнесены к высокопреобразованным. 
К ним, в рассматриваемом интервале глубин относятся все 
пробы ОВ из отложений известняка, не содержащих или 
содержащих на уровне фона соединения I и II (рис. 5Б). 

В составе ОВ всех карбонатно-кремнисто-углеро-
дистых пород наблюдается присутствие в достаточно 
большом количестве соединения I при незначительном 
содержании соединения II (рис. 5А). К сожалению, от-
сутствие алкилбензола С10 в составе образцов не позво-
ляет определить степень их преобразования, но наличие 
соединений I и II указывает на то, что она значительно 
ниже, чем для отложений известняка. 

Состав гомологических рядов ∇ и ∆ АК органиче-
ского вещества пород доманиковой фации представлен 
соединениями С14-С22 разной интенсивности, в отли-
чие от нефракционированных нефтей, в которых состав 
гомологического ряда начинается с С10. Но тот факт, что 
низкомолекулярные соединения С10-С13 могли быть в их 
составе, не вызывает сомнений, поскольку они являются 
неотъемлемой частью гомологических рядов в составе 
нефтей доманиковых отложений, представляя собой 
полноценные продукты единого процесса деструкции 
исходных природных соединений ISR и PAR.

При рассмотрении состава гомологических рядов на-
блюдается отсутствие в них членов ряда выше С23-С30. 
При наличии высокого содержания соединений состава 
С10-С19, образующихся в результате деструкции цепи 
соединений ISR и PAR состава С40, логично ожидать при-
сутствие, соответственно, и фрагментов состава С21-С30 
с таким же содержанием. Тем не менее, в составе ОВ 
пород они практически отсутствуют или присутствуют в 

небольшом количестве. Данный факт требует дополни-
тельных исследований. Но такое распределение возможно 
за счет деструкции природных соединений Сhlorobactene 
состава С40 (Maresca et al., 2008b), имеющих в структуре 
одно бензольное кольцо.

Несмотря на выше отмеченные особенности образова-
ния АК, молекулярно-массовое распределение членов их 
гомологических рядов имеет высокую информативность и 
может быть успешно использовано при изучении ОВ до-
маниковых отложений. Соединения гомологических рядов 
∇ и ∆ имеют свои закономерности, отражающие широкий 
спектр природных процессов, связанных с формированием 
залежей УВ. К этому необходимо отнести генетическую 
связь между соединениями ряда ∆ и I, поскольку они, 
предположительно, являются продуктами природного 
соединения PAR, содержащего одно из двух бензольных 
колец с метильным замещением 3,4,5-. В свою очередь, 
члены ряда ∆ представлены суммой продуктов деструкции 
исходных природных соединений PAR и ISR, содержащих 
бензольные кольца с метильным замещением 2,3,6-. 

Поскольку в составе нефтей и ОВ пород наблюдается 
значительное доминирование соединения I над II, то ин-
тересно проследить данную закономерность и для низко-
молекулярных соединений одного состава. Преобладание 
того или иного природного соединения (PAR или ISR) в 
процессе формирования состава рядов ∆ и ∇ можно оце-
нить на основании следующего коэффициента: 

Кас2 = PAR/(PAR + ISR) = 2∑С∇/(2∑С∇ + ∑С∆),
где – 2∑С∇ характеризует вклад PAR в образование 
членов гомологического ряда ∇, ∑С∇ является суммой 
значения высот H или площадь S хроматографических 
пиков С15-С22. 

Значение ∑С∆ характеризует долю ISR в составе 
членов ряда ∆. Их количество определяется в результате 
вычета от общего содержания члена ряда ∆ доли С∇.

В связи с тем, что в большинстве случаев соотношение 
между пиками одного состава в рядах ∆ и ∇ остаётся прак-
тически неизменным, то в расчёте данного коэффициента 
можно использовать значения АК С18. 

В составе ОВ отложений карбонатно-кремнисто- угле-
родистых пород значение коэффициента Кас2 составляет 
0,40, это указывает на преобладание ISR над PAR в про-
цессе формирования соединений рядов ∇ и ∆. В составе 
ОВ известняков также наблюдается преобладание ISR на 
это указывает значение рассматриваемого коэффициента, 
которое составляет 0,45. Имеющееся между ними раз-
личие в достаточной степени указывает на отсутствие 
прямой генетической связи. Значения ОВ пород, имеющих 
прослои, попадают в промежуточную область с интерва-
лом 0,41–0,44. При этом, в зависимости от преобладания 
и природы прослоя они тяготеют к тому или другому 
району его расположения. 

Сопоставление полученных результатов с целью уста-
новления влияния природных соединений ISR и PAR на 
состав членов гомологических рядов ∇ и ∆ и соединений I 
и II выявило определённую закономерность. Можно было 
бы ожидать, что при формировании состава нефти или 
ОВ пород как для низкомолекулярных УВ, так и для вы-
сокомолекулярных соединений I и II состава С40 должен 
преобладать один тип исходного вещества, но это не так. 
На практике выявляется, что для доманиковых отложений 
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Татарстана в составе гомологических рядов АК ∇ и ∆ на-
блюдается преобладание продуктов ISR над PAR, на что 
указывают значения К = 0,35 – 0,49. При этом, для этих 
же отложений среди соединений I и II всегда преобладает 
продукт PAR над ISR в соотношении от 2 и до 10 раз. Из 
этого следует, что ISR практически полностью преоб-
разовался в низкомолекулярные соединения в то время, 
как PAR больше сохранился и представлен в высокомо-
лекулярном соединении I. Это указывает на достаточно 
сложный характер преобразования исходных природных 
веществ каротиноидного типа в недрах.

Для комплексной характеристики ОВ доманико-
вых отложений использовался также коэффициент 
Kac3 = (С∆ + С∇)/(С∆ + С∇ + СI + СII), разработанный 
на базе соединений I и II и членов рядов ∇ и ∆ состава 
C20. Члены, указанных рядов приняты на основании 
их нахождения в представительной области состава об-
разца. Особенно, это касается ОВ пород, подверженных 
наибольшим изменениям. Коэффициент Kac3 дополняет 
получаемую при использовании коэффициентов Kac1 и 
Kac2 информацию о процессах, связанных с образовани-
ем и изменением состава данной группы соединений. В 
основу Kac3 положено отношение соединений I и II к про-
дуктам деструкции исходного биологического вещества. 
Основные изменения значений коэффициента в едином 
геологическом объекте связаны с содержанием СI и СII, на 
которое значительно влияет как термическое воздействие, 
так и миграция через пористые среды. Уточнение доми-
нирования одного из этих процессов при необходимости 
осуществляется по результатам сопоставления с другими 
профильными методами анализа.

Для рассматриваемых доманиковых отложений, 
вскрытых в пределах Республики Татарстан, в связи с 
отсутствием или крайне низким содержанием в составе 
ОВ пород соединения II (СII) использовался коэффициент 
с упрощенным набором параметров:

Kac3 = 2С∇/(2С∇ + СI).
На рисунке 11 представлено изменение значения 

данного коэффициента (Kac3) с глубиной залегания по-
род в разрезе рассматриваемого интервала. Его значения 
изменяются в достаточно широком диапазоне от 0,3–1,0. 
При этом, низкие значения Kac3 связаны с высоким со-
держанием соединения I в составе ОВ пород, а высокие – с 
его снижением.

Сопоставление значений Кас3 с литологическим ти-
пом пород, выявляет определённую связь между ними. 
Например установлено, что самые низкие его значения (до 
0,55) характерны для состава ОВ карбонатно-кремнисто-
углеродистых пород, что связано с высоким содержание в 
них соединения I. Самые высокие его значения (более 0,8) 
характерны для ОВ в прослоях светло-серых известняков. 
Необходимо обратить внимание на область значений 
коэффициента Кас3 в интервале 0,55–0,8. Эти значения 
характерны для образцов пород из переходной области 
между карбонатно-кремнисто-углеродистыми разностями, 
содержащими палеорениератан, и светло-серыми известня-
ками, не содержащими палеорениератан. Литология этих 
пород имеет более сложный состав и представлена тонкими 
трудноразделимыми при пробоподготовке прослоями. Это 
сказывается на значениях коэффициента, характеризующе-
го суммарный состав ОВ данных прослоев.

Для сравнительной оценки преобразованности состава 
ОВ пород использованы изомеры гопана состава С27 с 
конфигурацией Ts и Tm, традиционно применяемые в 
комплексе геохимических исследований. Использование 
гопанов связано с высокой бактериальной активностью 
(Kannenberg et al., 1999) в анаэробной сульфидной эвксид-
ной среде рассматриваемого палеобассейна.

Термокаталитическое воздействие на насыщенные по-
лициклические соединения приводит к их изомеризации с 
накоплением в смеси более термодинамически устойчивых 
изомеров. Необходимая тепловая энергия в недрах с глуби-
ной залегания ОВ увеличивается, активизируя тем самым 
изомеризацию в составе гопана состава С27 с конфигураци-
ей Tm в Ts. Для оценки данного процесса на практике ши-
роко используется коэффициент Кг=Ts/ (Ts+Tm), значения 
которого располагаются в интервале 0–1. Максимальное 
значение Кг указывает на полное превращение гопана с 
конфигурацией Tm в Ts и, соответственно, на высокую 
степень термокаталитического процесса. 

Значения коэффициента Кг для исследованных образ-
цов изменяются в интервале от 0,1 и до 0,4 и указывают на 
невысокую степень термокаталитического преобразова-
ния. На рисунке 11 представлено распределение значений 
с глубиной залегания образцов. Вполне естественно, что 
вследствие небольшой мощности исследуемого интервала 
это распределение не выявляет какую-либо определённую 
связь с глубиной залегания образцов. Однако наблюдается 
зависимость значений коэффициента Кг от литологии по-
род. Наиболее низкие значения Кг (до 0,15) характерны 
для карбонатно-кремнисто-углеродистых пород, обога-
щенных ОВ, и с самым высоким содержанием соединения 
I. Значения Кг выше 0,27 характерны для ОВ известняков 
или кремнисто-карбонатных пород с низким содержанием 
кремнезема, которые обеднены ОВ. Палеоорениератан в 
их составе отсутствует или находится на уровне фона.

Значения Кг, равные 0,15 и 0,27, характеризуют пере-
ходную область, связанную с неоднородностью породы 
за счёт наличия в ней тонкого переслаивания известня-
ков и карбонатно-кремнисто-углеродистых разностей. 
Доминирование того или иного прослоя в образце при-
ближает его значение либо к группе известняков, либо к 
группе карбонатно-кремнистых пород, обогащенных ОВ. 

В небольшом интервале глубин широкий разброс 
значений коэффициента Кг, отражающего активность изо-
меризационного процесса, требует особого объяснения.
Связать это с различием каталитической активности пород 
при практически одинаковом тепловом воздействии на 
пласт не представляется возможным. Катагенетическая 
преобразованность ОВ в чистых известняках, исходя из 
значений коэффициента, в 2 раза превышает таковую 
для карбонатно-кремнистых и кремневых пород. При 
этом, обращает на себя внимание четкое разделение ОВ 
по значениям преобразованности на границах прослоев. 
Это указывает на отсутствие генетической связи между 
ОВ известняков и ОВ карбонатно-кремнистых прослоев.

Сравнительный анализ значений коэффициентов Kac2 
и Кг от глубин залегания показал определённую взаи-
мосвязь между ними. Отмечаются следующие основные 
закономерности:

– в отложениях с низкой изомеризацией гопана С27 
наблюдается высокое содержание палеорениератана;
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– в отложениях с высокой изомеризацией гопана С27 
наблюдаются отсутствие палеоорениератана;

– в слоистых породах преобразованность гопана и 
палеоорениератана изменяется синхронно в зависимости 
от состава породы.

Корреляционную связь между значениями Кас3 и Кг 
хорошо иллюстрирует рисунок 11. Снижение и увеличение 
значений данных коэффициентов наблюдается синхронно 
в узком интервале глубин, что свидетельствует о том, 
что углеводороды с высокой степенью катагенетической 
преобразованности связаны преимущественно с просло-
ями, выполненными чистым известняком (в котором, по 
данным пиролиза, присутсвие сингенетичного ОВ мини-
мально). Таким образом, в узком интервале мощностью 
15 м одновременно присутствуют УВ, сформированные 
при различных катагенетических условиях. Учитывая, то, 
что разность температур за все время геологической эво-
люции изучаемого интервала разреза (15 м) не превышала 
2оС, присутствие в данном интервале УВ, образованных 
при более высоких температурах, однозначно указывает 
на наличие в изучаемой части разреза как минимум двух 
УВ-систем – сингенетичного рассеянного ОВ, катагенети-
ческая степень преобразования которого невелика, и ми-
грационных УВ, мигрировавших в трещиноватые прослои 
известняков из другого источника и имеющих иной генезис. 
Вопрос наличия миграционных битумоидов в доманиковой 
толще и в других вышележащих горизонтах осадочного 
чехла рассматривался и ранее (Плотникова и др., 2017а, б).

Следовательно, наблюдаемые закономерности в из-
менении состава ОВ пород указывают на влияние на него 
миграционного процесса УВ, пришедших в изучаемые 
породы из другого источника своего формирования.

В нашем случае более высокая изомеризация гопана 
и отсутствие соединений I и II в битумоидах из прослоев 
чистого известняка указывает на более высокую термоката-
литическую преобразованность данных УВ по сравнению 
с исходным сингенетичным веществом кремнисто-угле-
родисто-карбонатных прослоев семилукского горизонта. 

Учитывая практическое отсутствие сингенетичного 
ОВ в известняковых прослоях и их низкую каталитиче-
скую активность, а также условия их формирования, не 
способствующие высокому преобразованию сингенетич-
ной органики, можно предположить следующее. Одной из 
причин наличия в узком интервале геологического разреза 

углеводородов, значительно отличающихся по степени 
катагенетической преобразованности, является то, что 
УВ, характеризующиеся высокой термокаталитической 
преобразованностью, являются миграционными, то есть 
мигрировавшими в исследуемые породы семилукского 
горизонта из другого источника генерации, связанного 
с высокотемпературными условиями образования угле-
водородов. При этом, карбонатные прослои, имеющие 
по сравнению с плотными кремнисто-углеродистыми 
повышенную пористость и проницаемость, обладают 
более благоприятными условиями для миграции по ним 
подвижных УВ. Также установлено, что источник фор-
мирования данных миграционных битумоидов не связан 
с сингенетичным ОВ кремнисто-углеродистых пород 
семилукского горизонта в районе исследований, а имеет, 
вероятно, глубинный характер. 

Выводы
Выполненные исследования показали, что в толще 

доманикитов присутствуют минимум два типа битумо-
идов – миграционные, более зрелые и термокаталитиче-
ски преобразованные, и сингенетичные, менее зрелые с 
низкой степенью термокаталического преобразования 
(автохтонный и аллохтонный битумоиды, как это было 
принято называть ранее). Данный вывод полностью под-
тверждает полученные ранее результаты (Остроухов и др., 
2017; Плотникова и др., 2017а, b), свидетельствующие о 
присутствии в породах осадочного чехла и в семилукском 
горизонте миграционных битумоидов, по своему генезису 
не связанных с рассеянным органическим веществом до-
маникового комплекса пород в пределах изучаемой терри-
тории. Применение новых геохимических коэффициентов 
на основе характерных для доманиковых отложений 
ароматических каротиноидов позволяет на новом уровне 
в режиме «геохимического каротажа» проводить оценку 
наличия в породах «подвижных» миграционных и «не-
подвижных» сингенетичных УВ. Это позволит дифферен-
цировать разрез семилукского горизонта и выявить в нем 
плотные прослои с высоким содержанием сингенетичного 
ОВ, интервалы-коллекторы и зоны трещиноватости. 

Логично предположить, что миграционные УВ 
преимущественно связаны с более проницаемыми и 
трещиноватыми породами, к которым можно отнести 
прослои известняков и кремнисто-карбонатных пород. 
Карбонато-кремнисто-углеродистые и кремневые породы, 
обогащенные ОВ, из-за более низкой проницаемости, по-
видимому, хуже принимают «подвижные» миграционные 
УВ, сохраняя при этом состав сингенетичной органики и 
показатели низкой степени её преобразованности.

Разработанные геохимические коэффициенты являют-
ся основой нового подхода к использованию «геохими-
ческого каротажа» в общем комплексе экспрессных гео-
лого-технологических исследований в процессе бурения 
скважин. Такой подход может быть  весьма эффективными 
при определении концентраций ОВ в высокоуглеродистых 
толщах, дополняя данные гамма-каротажа, поскольку су-
ществет  положительная корреляция между содержанием 
ОВ и ураном. Данные новые коэффициенты могут быть 
успешно применены при исследовании шлама для опре-
деления интервалов-коллекторов, зон трещиноватости и 
разуплотнения, в которых присутствуют следы миграции 

Рис. 11. Распределение значений коэффициентов Кас3 и Кг в 
интервале глубин 1775–1800 м
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УВ-флюидов, подвижные УВ, что может указывать на 
наличие залежей нефти.

Комплексирование геохимических исследований 
шлама с его экспрессным изучением методами пиролиза 
и рентгенографического анализа значительно повысит 
точность выделения в разрезе семилукского горизонта 
пропластков с высоким содержанием ОВ, а также потен-
циальных коллекторов с подвижными углеводородами.
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Abstract. Based on the study of the rocks of the Semiluksky 
horizon from ​​the northwestern slope of the South Tatar arch (Tatarstan 
Republic), new data on the ratio of scattered organic matter, carbonate 
and siliceous components in domanicite rocks were obtained. Based 
on the results of geochemical studies of the bitumoids of these rocks, 
new information was obtained on the distribution patterns of aromatic 
biomarkers in rocks of various lithological composition. Peculiarities 
of distribution of paleonyerathan and isorenierathan in such rocks 
are revealed. Due to the use of aromatic biomarkers, a number of 
new geochemical coefficients have been developed, which make it 
possible to characterize not only Domanic strata along the sediment 
section, but also the processes of their transformation, starting from 
the stage of biota formation. The substantiation of the use of these 
geochemical coefficients when carrying out geochemical logging 
along the well column to establish the boundaries of the Domanic 
strata formation and productive intervals in them, as well as to 
assess the facies conditions of their formation, is given. At the same 
time, the patterns established by these coefficients correlate well 
with other geochemical and geological parameters. The studies 
performed have shown that at least two types of organic matter are 
present in the domanicite sequence: migrational, more mature and 
thermocatalytically transformed, and syngenetic, less mature with 
a low degree of thermocatalytic transformation. The application of 
the developed geochemical coefficients determines a new approach 
to the use of «geochemical logging» in the complex of express 
logging while drilling. When studying cuttings, these coefficients 
make it possible to identify reservoir intervals, zones of fracturing 
and decompression, containing traces of migrational hydrocarbon 
fluids, moved hydrocarbons, which may indicate the presence of oil 
deposits. The integration of geochemical studies of cuttings with its 
rapid study by pyrolysis and X-ray analysis methods can significantly 
increase the accuracy of identifying interlayers with a high content of 
organic matter in the section of domanicite rocks, as well as potential 
reservoirs with moved migrational hydrocarbons.

Keywords: Domanic, domanikites, aromatic hydrocarbons, 
geochemical coefficients, geochemical logging, migrational 
bitumoids
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Количественные методы определения содержания 
монтмориллонита в бентонитовых глинах

П.Е. Белоусов1*, Б.В. Покидько2, С.В. Закусин1,3, В.В. Крупская1,3,4
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Данная статья посвящена сравнению различных методов количественного определения содержания монтмо-
риллонита в бентонитовых глинах. Исследования проводились на образцах природных бентонитовых глин крупных 
промышленных месторождений России и стран СНГ: 10й Хутор (Республика Хакасия), Зырянское (Курганская 
область), Даш-Салахлинское (Республика Азербайджан), Динозавровое (Республика Казахстан). Все образцы, 
отобранные для исследования, характеризуются высоким содержанием монтмориллонита (более 70%). В качестве 
эталонных значений содержаний монтмориллонита использовались данные рентгенодифракционного анализа 
по методу Ритвельда. В качестве тестируемых методик применялись наиболее распространенные как в научно-
исследовательском, так и промышленном секторе России подходы, основанные на адсорбции смеси красителей 
родамина 6ж и хризоидина (ГОСТ 28177-89), адсорбции красителя метиленового голубого и адсорбции комплекса 
меди (II) с триэтилентетрамином (Cu-trien), а также термических характеристик после насыщения органическими 
соединениями. Наилучшую сходимость значений содержания монтмориллонита показали модифицированные мето-
дики, основанные на адсорбции красителя метиленового голубого и адсорбции комплекса Cu-trien. Для остальных 
методик характерна большая ошибка измерений. Общей проблемой данных методик является сверхэквивалентная 
адсорбция на высокозарядных щелочных бентонитах и пониженная адсорбция на щелочноземельных бентонитах, а 
также влияние примесных кристаллических и аморфных минеральных фаз, способных к сорбции в составе бенто-
нита. Результаты исследований могут применяться для сопоставления результатов содержания монтмориллонита, 
приводимых различными авторами в научных публикациях и используемых на производстве.

Ключевые слова: бентонит, монтмориллонит, рентгеновская дифракция, термический анализ, адсорбция, 
органические красители
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Введение
Бентонитовые глины являются ценным минеральным 

сырьем. Благодаря своим связующим и сорбционным 
свойствам, склонности к набуханию и высокой терми-
ческой стойкости, бентонит стал незаменимым сырьем 
в различных отраслях промышленности. Наиболее важ-
ными направлениями применения бентонитовой глины в 
России являются (по объему потребления): металлургия, 
где бентонит применяется в роли связующего компонента 
при окомковании железорудного концентрата; в бурении – 
для производства буровых растворов; в литейном произ-
водстве – при изготовлении песчано-глинистых форм для 
литья чугуна; в сельском хозяйстве и медицине. Всего 
насчитывается более 200 направлений использования 
бентонита (Белоусов, Крупская, 2019). 

Основными породообразующими компонентами в 
бентонитовой глине являются минералы группы смек-
тита, в частности монтмориллонит (ММТ). Именно его 
содержание зачастую является определяющим фактором 
при выборе сырья для промышленных нужд.

Монтмориллонит относится к классу слоистых алю-
мосиликатов группы диоктаэдрических смектитов и 
представляет собой слой 2:1, состоящий из Si-O тетраэ-
дрических сеток, сочлененных посередине с Al-OH окта-
эдрической сеткой (Дриц, Коссовская, 1990; Guggenheim 
et al., 2006). Ввиду изоморфных замещений Al3+ на Mg2+ 
и Fe2+ в октаэдрических сетках (преимущественно) и 
небольшой доли изоморфных замещений Si4+ на Al3+ в 
тетраэдрических сетках, слой монтмориллонита имеет 
отрицательный заряд порядка 0.3–0.6 ф.ед., который ней-
трализуется обменными межслоевыми гидратированными 
катионами Na+, Ca2+, Mg2+ и др. Подобное строение при-
водит к лабильности структуры монтмориллонита, делает 
доступными для адсорбции внешние и внутренние по-
верхности в кристаллитах и обеспечивает высокое набуха-
ние и высокую сорбционную способность по отношению 
к тяжелым металлам, радионуклидам и другим опасным 
для здоровья человека антропогенным компонентам.

В настоящее время, наиболее корректным методологи-
ческим подходом для расчета количественного содержа-
ния кристаллических минеральных фаз в смеси (породе, 
грунте, материале) считается рентгеновская дифракция 
с применением метода Ритвельда (Крупская, Закусин, 
2019; Zhou et al., 2018; Motoso et al., 2006; Srodon et al., 
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2001). Анализ содержания глинистых минералов является 
нетривиальной задачей, требует специализированного 
оборудования и работы опытных аналитиков. Микронный 
и субмикронный размеры агрегатов глинистых частиц, 
сложное строение кристаллитов, наличие смешанослой-
ных образований и многочисленных примесей затрудняет 
диагностику глин. С развитием приборной и аналитиче-
ской базы совершенствовались и методы контроля содер-
жания монтмориллонита в бентонитовой глине. При этом 
стоит понимать, что большинство горно-обогатительных 
комбинатов и литейных предприятий берут свое начало с 
середины двадцатого века и зачастую используют старые 
методики, не требующие дорогостоящего оборудования 
и узконаправленных высококвалифицированных специ-
алистов по диагностике глинистых минералов. 

Основные методы определения содержания монт-
мориллонита связаны с расчетом величины адсорбции 
органических красителей. Несмотря на то, что эти методы 
устарели, имеют большую погрешность и, по сути, опре-
деляют сорбционную способность монтмориллонита, 
а не его содержание, они до сих пор применяются на 
большинстве российских предприятий. К ним относится 
метод определения монтмориллонита, описанный в ГОСТ 
28177-89 «Глины формовочные бентонитовые». Помимо 
отраслевых стандартов к общепринятым методам отно-
сится оценка содержания монтмориллонита по величине 
емкости катионного обмена (ЕКО) бентонитовой глины. 
К наиболее распространенным методам определения 
ЕКО можно отнести методы по адсорбции красителя 
метиленового голубого (МГ) и триэтилентетраминного 
комплекса меди (Cu-trien) (Kahr, 1998; Kaufhold et al., 
2002). В литературе встречаются и более редкие мето-
дики количественного определения монтмориллонита, 
требующие специализированного оборудования, напри-
мер, термогравиметрический анализ предварительно на-
сыщенных этиленгликолем образцов (Holtzer et al., 2009, 
2011; Nieto et al., 2008).

Результаты определения ММТ с использованием вы-
шеперечисленных и им подобных методик зависят от 
особенностей строения того или иного монтмориллони-
та и состава примесей в бентонитовой глине, которые, 
в свою очередь, связаны с геологическими условиями 
образования и преобразованиями, структурными осо-
бенностями и характеристиками минерального состава в 
целом. Присутствие в породе таких минералов как цеолит, 
аморфный кремнезем, кристобалит, кальцит, а также дру-
гих глинистых минералов (вермикулит, каолинит, галлуа-
зит, палыгорскит и др.) значительно влияет на показатели 
адсорбции органических красителей и, как следствие, на 
результаты измерений содержания монтмориллонита. 
Основными факторами, влияющими на результаты коли-
чественного определения монтмориллонита, являются 
(Kaufhold et al., 2002; Dormann, Kaufhold, 2009): емкость 
катионного обмена; состав обменных катионов (соотно-
шение щелочных и щелочноземельных катионов); общий 
заряд слоя; плотность заряда слоя; минеральный состав 
(наличие примесей других минеральных фаз, способных 
к адсорбции органических красителей); объем микро- и 
мезапор; размер глинистых частиц; наличие pH-зависимого 
заряда и, как следствие, величина рН глинистой суспензии; 
наличие водорастворимых солей.

Целью данной статьи является сравнение основных 
методов определения содержания монтмориллонита, 
основанных на адсорбции органических веществ с резуль-
татами количественного минерального анализа по методу 
рентгеновской дифракции, как наиболее достоверного и 
общепризнанного метода, о чем говорилось выше. В ра-
боте приведены результаты измерения содержания ММТ в 
бентонитовых глинах и сделаны выводы об особенностях 
выявленных различий.

Материалы и методы
В качестве объектов исследования были выбраны 

природные образцы бентонита из крупных месторожде-
ний России и стран СНГ, отличающиеся различным ге-
незисом, структурными особенностями и составом меж-
слоевого комплекса: 10й Хутор (Республика Хакасия), 
Зырянское (Курганская область), Даш-Салахлинское 
(Республика Азербайджан), Динозавровое (Республика 
Казахстан). Бентониты Динозаврового месторождения 
близки по составу и свойствам к известным бентонитам 
Таганского месторождения (Krupskaya et al., 2017) и 
представляют собой одну бентонитоносную провин-
цию. При этом образцы подбирались таким образом, 
чтобы содержание монтмориллонита (по данным рент-
генодифракционного анализа, как будет показано ниже) 
было достаточно высоким и близким во всех образцах 
(Крупская и др., 2020).

Количественное определение содержания минералов 
методом рентгеновской дифракции

Рентгенодифракционный анализ (РДА) проводился 
при помощи рентгеновского дифрактометра Ultima-IV 
фирмы Rigaku (Япония). Рабочий режим – 40 кВ, 40 мA, 
медный анод, никелевый фильтр, диапазон измерений – 
3–65 о2θ, шаг по углу сканирования 0.02 о2θ, фиксиро-
ванная система фокусировочных щелей. Для ускорения 
съемки и повышения качества экспериментальных данных 
использовался полупроводниковый детектор нового поко-
ления – DTex/ Ultra: скорость сканирования –5 о2θ/минуту. 
Исследование состава образца проводилось при использо-
вании неориентированных препаратов, что обеспечивает 
максимальную разориентацию частиц, необходимую для 
получения качественных дифракционных картин для рас-
чета количественного минерального состава (Крупская, 
Закусин, 2019).

Диагностика минерального состава проводилась ме-
тодом сопоставления экспериментальной и эталонных 
(из базы данных PDF-2) дифракционных картин в про-
граммном пакете Jade 6.5, компании MDI. Количественное 
определение минерального состава осуществлялось мето-
дом полнопрофильной обработки рентгеновских картин 
от неориентированных препаратов (модифицированный 
метод Ритвельда). Погрешность расчетов количественных 
содержаний по методу Ритвельда обычно оценивается 
в 2–3 %. Ошибка определения складывается из ошибок 
расчета для каждой фазы и дается в массовых процен-
тах. При этом, для отдельных фаз ошибка определений 
будет отличаться и может составлять от 0.5 до 2–3 %. 
Присутствие или отсутствие каолинита проверялось 
по наличию диагностических полос поглощения на 
ИК‑спектрах бентонитов.
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Методика расчета содержания глинистых и не глини-
стых минералов в смеси методом РДА является общепри-
знанной в мировой научной практике, о чем свидетель-
ствуют результаты международного конкурса по количе-
ственному анализу Reynolds Cup (www.clays.org; Omotoso 
et al., 2006), и была выбрана как эталонная, с результатами 
которой сравниваются все прочие расчеты.

Количественное определение содержания ММТ 
методом термогравиметрического анализа

Количественное определение содержания монтморил-
лонита проводилось в соответствии с методикой F. Nieto 
(Nieto et al., 2008), основанной на определении потери 
массы образцов бентонита, насыщенных парами этилен-
гликоля. Согласно данной методике, наиболее стабильные 
показания потери массы демонстрируют глинистые образ-
цы, переведенные в монокатионную магниевую форму, для 
чего природные образцы дважды насыщаются 1М раство-
ром MgCl2 с последующей многократной промывкой для 
удаления избытка солей. Насыщение этиленгликолем (ЭГ) 
осуществляется при температуре 60 °С в течение 3 суток. 

По мнению авторов разработанной методики (Nieto et 
al., 2008), предлагаемый метод является недорогим и про-
стым в применении, может использоваться в дополнение к 
рентгеновской дифракции, в том числе и при диагностике 
диоктаэдрического Al-смектита (монтмориллонита) в по-
чвах. Для получения количественной взаимосвязи между 
потерей массы и содержанием ММТ, авторы методики 
подготовили 8 искусственных смесей. Построив графи-
ки зависимости потерь массы в разных температурных 
интервалах от заведомо известного значения содержания 
монтмориллонита, было выведено уравнение пересчета 
для интервала 100–450 °:

y = 3.96x – 4.05 (R2 = 0.96), 	 (1)
где х – потеря массы образца (в масс. %) в температурном 
интервале от 100 до 450 °С, у – содержание монтморил-
лонита, %. 

Наибольшие потери массы за счет десорбции H2O, 
CO2 и CH3-CHO происходят до 300 °C, после чего потери 
резко уменьшаются и практически заканчиваются при 
450 °C. По этой причине был выбран верхний темпера-
турный предел в значении 450 °C. При этой температуре 
десорбция CO2 почти завершена, но октаэдрические сетки 
алюмосиликатов еще стабильны, так как потери гидрок-
силов из октаэдрических сеток большинства глинистых 
минералов лежат в температурном диапазоне 500–700 °С. 
Ниже 100 °C потеря массы соответствует потере поверх-
ностной (атмосферной) влаги. 

Для стабилизации значений влажности (Paterson, 
Swaffield, 1987) и стандартизации эксперимента, авторами 
данного метода предлагалось перевести образец ММТ в 
магниевую форму и максимально насытить парами ЭГ.

Термогравиметрический анализ (ТГ) анализ исследу-
емых образцов выполнялся на приборе EXSTAR TG/ DTA 
7300 (SII). Образцы нагревали в корундовых тиглях с 
постоянной скоростью 10 °С/мин. Продувку печного 
пространства для отвода выделяющихся в процессе на-
гревания газов проводили воздухом, осушенным путем 
пропускания через колонку с силикагелем при объемной 
скорости циркуляции воздуха 100 мл/мин. Навеска об-
разца составляла 10–20 мг (точность до 0.01 мг). В ходе 

анализа производилось одновременное определение 
потери массы образца, выражаемое в кривой ТГ и изме-
нение энтальпии, сопровождающее термические реакции 
(кривая ДТГ).

Метод определения содержания ММТ по адсорбции 
родамина 6Ж и хризоидина

Определение содержания монтмориллонита методом 
адсорбционного люминесцентного анализа проводилось в 
соответствии с ГОСТ 28177-89 «Глины формовочные бен-
тонитовые». Метод основан на ионообменной адсорбции 
органических красителей люминофоров, вызывающей 
коагуляцию глинистых частиц. Данная методика приме-
няется на российских горно-обогатительных комбинатах 
и литейных предприятиях и не требует предварительного 
перевода ММТ в монокатионную форму. 

Данный метод основан на адсорбции молекул кра-
сителей на заряженных поверхностях ММТ. Катион 
красителя хризоидина имеет большую молекулярную 
массу по сравнению с катионом родамина 6ж и более 
охотно сорбируется на поверхности монтмориллонита, 
вызывая коагуляцию и окрашивая образующийся осадок 
в красный цвет. Пока количества катионов хризоидина 
недостаточно, чтобы заполнить все заряженные поверх-
ности, происходит адсорбция катионов родамина 6Ж, у 
которого склонность к адсорбции существенно меньше. 
После полного заполнения поверхности органическими 
катионами добавление новой порции смеси красителей 
приводит к увеличению адсорбции хризоидина и вытес-
нению катионов родамина 6Ж, вызывая люминесценцию 
в растворе над осадком. Таким образом, наличие слабой 
люминесценции раствора, одновременно с образованием 
максимального объема осадка соответствует конечной 
точки титрования.

Количественное определения содержания ММТ по 
адсорбции метиленового голубого 

Методика основана на определении ЕКО в комовой 
(природной, без дополнительной обработки) глине 
(ЕКОком) и тонкой (< 0.5 мкм) фракции (ЕКО100%), со-
держание монтмориллонита в которой близко к 100 %. 
Содержание монтмориллонита в породе определяется как 
доля ЕКОком от ЕКО100%. 

Очистка бентонитов и выделение тонкодисперсной 
фракции (< 0.5 мкм) проводились путем центрифугиро-
вания (центрифуга Sigma 3-18K, 18000g). Содержание 
монтмориллонита в тонкой фракции контролировалось 
РДА и составляло > 96 % во всех изученных образцах. 

Методика определения ЕКО по адсорбции красителя 
метиленового голубого (МГ) описана как в российских 
стандартах (ГОСТ 21283-93), так и зарубежной литературе 
(Kaufhold et al., 2002; Dormann, Kaufhold, 2009).

В силу того, что одновалентный катионный краситель 
не способен полностью вытеснить двухвалентные кати-
оны обменного комплекса монтмориллонита в условиях 
опыта, для получения адекватной информации предвари-
тельно требуется перевести природный бентонит (и тон-
кую фракцию) в монокатионную натриевую форму, харак-
теризующуюся большей лабильностью катионов. Данная 
процедура также позволяет провести более качественный 
отбор глинистой фракции и повысить ее выход, что яв-
ляется проблемой для кальциево-магниевых разностей, 
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склонных к агрегации глинистых частиц в суспензии. 
Перевод в монокатионную форму осуществляется путем 
многократной обработки образцов 1М раствором NaCl 
с последующей отмывкой от избытка соли в диализных 
трубках. Чтобы минимизировать вклад в ЕКО со сторо-
ны рН-зависимых активных центров, расположенных на 
боковой гидроксилированной поверхности глинистых 
частиц, адсорбция МГ проводится в кислой среде.

Количественное определения содержания ММТ по 
адсорбции триэтилентетраминного комплекса меди (II)

Данная методика схожа с вышеописанным методом по 
адсорбции МГ, за исключением того, что вместо красителя 
метиленового голубого применяется триэтилентетрамин-
ный комплекс меди (II) (Cu-trien). В настоящее время 
данный метод пользуется наибольшей популярностью в 
мировой практике, что связано с высокой точностью опре-
деления значений ЕКО за счет более полного замещения 
двухвалентных обменных катионов монтмориллонита 
(Lorenz et al., 1999; Dohrmann et al., 2012). К основным до-
стоинствам метода следует отнести его простоту и малые 
временные затраты, что является немаловажным факто-
ром для применения на производстве. Как и в предыдущем 
случае, для оценки содержания ММТ тонкодисперсная 
фракция (< 0.5 мкм) выделялась из предварительно полу-
ченной монокатионной Na+-формы бентонита.

Результаты исследований
Минеральный и химический состав изученных 

бентонитов
Исследования образцов методом рентгеновской 

дифракции показали, что все представленные образцы 
содержат более 70 % монтмориллонита (табл. 1). В виде 
примесей во всех образцах присутствуют кварц и кальцит, 
кроме того в образце бентонита месторождения 10й Хутор 
(10Х) присутствуют хлорит, полевой шпат и пирит, место-
рождения Зырянское (ЗР) – иллит, каолинит, полевой шпат, 
месторождения Даш-Салахлинское (ДС) – кристобалит 
и полевой шпат, месторождения Динозавровое (ДИН) – 
иллит и пирит. Полученные рентгеновские дифракци-
онные картины валовых образцов приведены на рис. 1, 
результаты количественного рентгенодифракционного и 

химического анализов представлены в табл. 1 и 2, соответ-
ственно. Монтмориллонит определен по серии основных 
диагностических рефлексов, соответствующих следую-
щим межплоскостным расстояниям (hkl): 12.3–15.0 Å 
(001), 4.97–5 Å (003), 4.48 Å (100), 2.56 Å (110), 1.69–1.7 Å 
(210), 1.492–1.504 Å (060). 

Помимо расчета содержания монтмориллонита в вало-
вых образцах, данный метод использовался для контроля 
качества выделения фракций < 0.5 мкм и монокатионных 
форм. 

Определение содержания ММТ по термическим 
данным

На рисунке 2 представлены результаты термического 
анализа глин, подготовленных согласно описанной выше 
методике. Для всех образцов на кривой ДТГ фиксиру-
ются два максимума в интервале температур 159–186 
и 273–294 °C. Первый пик обусловлен разрушением 
молекул этиленгликоля, температура кипения которого 
составляет 197 °C. Второй максимум связан с десорбцией 
более прочносвязанных молекул ЭГ, закрепившихся в 
межслоевом пространстве. 

Табл. 1. Минеральный состав образцов бентонитовых глин, масс. %. ММТ – монтмориллонит, Ил – иллит, Хл – хлорит, Каол – ка-
олинит, Кв – кварц, Кр – кристобалит, ПШ – полевые шпаты (калиевые полевые шпаты и плагиоклазы), Кц – кальцит, П – пирит.

Месторождение Обр. ММТ Ил Хл Каол Кв Кр ПШ Кц Пир 

Динозавровое ДИН 73 1 - - 22.5  - 2.3 1.2 

Даш-Салахлинское ДС 73,9 - - - 3.7 5 13.8 3.6 - 

Зырянское ЗР 74.4 0.9 - 2.6 19.4 - 0.6 2.1 - 

10й Хутор 10Х 73.0 - 1.2 - 14.2 - 8.6 3 - 

Табл. 2. Химический состав породообразующих оксидов, %. ППП – потери при прокаливании.

Образец ППП Na2O MgO Al2O3 SiO2 K2O CaO TiO2 MnO Fe2O3 P2O5 S 

ДИН 8.00 1.50 3.81 16.71 61.15 0.14 1.43 0.70 0.16 6.35 0.02 0.04 
ДС 13.20 2.79 2.82 14.36 56.16 0.35 2.66 0.94 0.7 5.45 0.17 0.4 
ЗР 9.04 0.46 1.79 19.38 57.42 0.77 2.20 1.01 0.04 7.78 0.05 0.07 

10Х 7.64 1.04 2.96 18.10 61.71 1.01 2.24 0.74 0.09 4.23 0.14 0.11 

Рис. 1. Рентгенодифракционные картины неориентирован-
ных препаратов исследуемых образцов бентонитовых глин. 
Обозначения названий месторождений: ДИН – Динозавровое; 
ДС – Даш-Салахлинское; ЗР – Зырянское; 10Х – 10й Хутор. 
Межплоскостные расстояния даны в ангстремах.
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Рассчитанные по уравнению (1) содержания ММТ 
оказались завышенными для всех изученных образцов 
(табл. 3). Наибольшее завышение содержания ММТ было 
получено для образцов ДС и ДИН, что связано, по всей 
видимости, с особенностями распределения плотности 
заряда на поверхности частиц монтмориллонита в этих об-
разцах, а также с возможных присутствием не различимых 
РДА аморфных оксидов Fe, Si и Al, которые могут вносить 
свой вклад в максимум при 250–300 оС. Полученные для 
этих образцов значения содержания монтмориллонита 
более 100 % свидетельствуют о непригодности данной 
формулы для расчета содержания ММТ в бентонитовых 
глинах других месторождений.

Можно предположить, что данная методика действи-
тельно могла бы применяться для расчета содержания 
монтмориллонита с тем условием, что образцы должны 

иметь одинаковое происхождение и структурные особен-
ности (заряд слоя, ЕКО и пр.). Например, отобранные из 
одного и того же месторождения или сформированные 
в определенных фациальных обстановках. При этом, в 
каждом конкретном случае, следует подбирать рабочий ин-
тервал температур и выводить расчетную формулу заново. 

Высокая сходимость результатов анализа рентгенов-
ской дифракции и термического анализа по 8 образцам, 
представленным в работе F. Nieto (Nieto et al., 2008), 
обусловлена тем, что изученные образцы представляют 
собой искусственно подготовленные смеси на основе од-
ного и того же смектита, для которого расчетная формула 
действительно оказалась верна.

Таким образом, основным недостатком метода 
определения содержания монтмориллонита по данным 
термического анализа является невозможность использо-
вания одной и той же расчетной формулы для бентонитов 
различных месторождений, кроме того использование 
методики требует довольно больших временных затрат.

Стоит отметить, что для проверки корректности ре-
зультатов, полученных разными методами, необходимо 
проводить сопоставление с данными РДА с целью оценки 
присутствия других минералов, обладающих высокими 
сорбционными свойствами, чистоты тонких фракций, 
выявления структурных особенностей монтмориллонита, 
которые могут влиять на результаты расчета.

Метод определения содержания ММТ по адсорбции 
родамин 6Ж и хризоидина

Исходя из подробного описания методики, приве-
денной выше, следует, что в данном случае не делается 
никаких различий между содержанием монтмориллонита 
и величиной ЕКО. Такая ситуация, по сути, означает, что 
собственная емкость катионного обмена мономинераль-
ной фазы монтмориллонита равна 100 мг‑экв/100 г, что 
не соответствует истине в подавляющем большинстве 
случаев. Второй источник ошибки связан с особенностями 
пробоподготовки. Для диспергирования частиц в водной 
среде в качестве пептизатора применяется полианионный 

Табл. 3. Результаты сопоставления определения содержания монтмориллонита в бентонитовых глинах различными методами. 
Методы: 1 – Измерение содержания монтмориллонита по результатам проведения РДА по методу Ритвельда; 2 – Определение 
содержания ММТ по результатам термического анализа образцов после насыщения этиленгликолем (Nieto et al., 2008); 3 – Опреде-
ление содержания ММТ по адсорбции красителей родамина 6Ж и хризоидина – ГОСТ 28177-89; 5 – Определение содержания ММТ 
по адсорбции МГ (Kaufhold et al., 2002; Dormann, Kaufhold, 2009). 5 – Определение содержания ММТ по адсорбции Cu-trien (Lorenz 
et al., 1999; Dohrmann et al., 2012).
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ДИН 73.0 96 28.8 110.0 3.6 89.7 93.8 110.5 84.9 88.1 106.3 82.9 

ДС 73.9 96 28.9 110.0 3.8 90.9 87.7 110.0 79.7 80.4 99.3 81.0 

ЗР 74.4 96 23.0 87.0 2.2 52.3 64.1 87.5 73.3 55.1 89.9 61.3 

10Х 73.0 96 21.1 79.6 3.0 72.5 63.1 89.0 70.9 73.5 101.9 72.1 

Рис. 2. Результаты термического анализа
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неорганический полимер – триполифосфат натрия, кото-
рый сам по себе может химически взаимодействовать с ор-
ганическими катионами, а также частично менять состав. 
Помимо этого, методика подразумевает использование 
Na2-ЭДТА, которая частично связывает двухвалентные 
катионы, увеличивая степень ионного обмена органиче-
ских красителей. Наряду с этим, методика предполагает 
использование гидроксида калия, что дополнительно ус-
ложняет трактовку результатов, поскольку калий является, 
как известно, сильнейшим коагулянтом глинистых частиц 
и обладает весьма высокой адсорбционной способностью, 
что может создавать конкуренцию органическим кати-
онам. Все вышеперечисленные факторы могут весьма 
сильно затруднять интерпретацию результатов.

Проведенные эксперименты показали завышенное 
содержание монтмориллонита в образцах ДИН и ДС, а 
именно 89 и 90 %, соответственно, по сравнению с 73 и 
73.9 масс. % (табл. 1). Такая сверхэквивалентная адсорб-
ция органических красителей проявляется тем сильнее, 
чем выше заряд частиц и доля катионов натрия в обменном 
комплексе. Напротив, образец ЗР показал заниженные ре-
зультаты по сравнению с РДА, что, по-видимому, связано 
со значительным содержанием катионов кальция и магния 
в обменном комплексе ММТ, низкой величиной ЕКО, а 
также с наличием пленок оксидов и гидроксидов железа 
на поверхности частиц. Участки внешних поверхностей 
частиц, содержащие железистые пленки, могут являться 
активными сорбционными центрами и снижать доступ 
крупных органических катионов к межслоевому про-
странству и поверхности кристаллитов ММТ. Наилучшее 
совпадение результатов определения содержания ММТ 
с данными РДА наблюдается для образца 10Х (табл. 3).

Помимо вышеперечисленных недостатков стоит от-
метить сложность определения точки эквивалентности 
при титровании образцов, что, как показывает практика, 
довольно сильно сказывается на результатах измерений.

Определение содержания ММТ по адсорбции 
метиленового голубого

Катион метиленового голубого легко сорбируется на 
поверхности и в межслое смектитовых минералов. На 
начальном этапе катионы МГ адсорбируются на внешних 
поверхностях глинистых частиц, и затем органические 
молекулы начинают замещать межслоевые катионы в 
структуре монтмориллонита. Точкой эквивалентости при 
титровании раствора считается конец реакции замещения 
межслоевых катионов и появление в растворе свободных 
катионов МГ. Помимо обменной реакции, катионы МГ 
могут адсорбироваться на поверхности частиц сверхэк-
вивалентно, за счет полярных и гидрофобных взаимодей-
ствий, а также за счет высокой склонности к агрегации 
молекул красителя.

Установлено, что при наличии двухзарядных катионов 
в межслоевом пространстве адсорбция красителя МГ 
снижается. Величина адсорбции МГ будет зависеть от 
условий эксперимента, таких как концентрация красите-
ля и длительность адсорбции. Напротив, для щелочных 
разностей бентонитов и тонкодисперсных фракций зна-
чения ЕКО могут быть значительно завышены, что более 
характерно для минералов с высокой плотностью заряда. 
Исследования механизма адсорбции МГ показали, что 

для корректной диагностики смектита необходимо знать 
зависимость величины ЕКО от рН для учета т.н. перемен-
ного заряда, связанного с адсорбцией катионов на гидрок-
сильных группах (Bujda´k, Komadel, 1997; Lagaly, 1993). 

Проведенные эксперименты показали высокую сходи-
мость результатов с данными РДА для щелочноземельных 
бентонитов (ЗР, 10Х) со средней ошибкой в 2–3 %. Однако, 
для образцов щелочных бентонитов (ДИН, ДС) значения 
оказались завышенными. 

Из отрицательных факторов можно отметить необ-
ходимость предварительного перевода комовой глины 
и тонкой фракции в натриевую форму, что значительно 
усложняет процесс пробоподготовки. 

Определение содержания ММТ по адсорбции 
триэтилентетраминного комплекса меди

Как отмечалось выше, метод определения ЕКО по ад-
сорбции Cu-trien отличается от прочих методик высокой 
способностью к замещению двухвалентных катионов 
металлов в межслоевом пространстве монтмориллонита 
за счет того, что комплекс меди обладает высокой селек-
тивностью по отношению к отрицательно заряженным 
адсорбционным центрам на базальных поверхностях 
ММТ. Данный метод не предполагает необходимости 
перевода образцов в монокатионную натриевую форму, 
однако неточность в оценке содержания ММТ может быть 
связана с неправильным фракционированием образцов. 
Как и в случае адсорбционной методики с применением 
красителя МГ, оценка содержания ММТ проводится 
путем сопоставления значений ЕКО валового образца и 
тонкодисперсной фракции. Необходимо, чтобы фракция 
была представительной и состояла практически из чисто-
го монтмориллонита. Поэтому для выделения фракции, 
также как и в случае с МГ, необходимо перевести образец 
в монокатионную форму. Другие недостатки метода свя-
заны с получением неточных значений ЕКО для исходных 
образцов, которые содержат водорастворимые соли, гипс 
и карбонаты. Эти неточности могут быть связаны как с 
реакциями катионов меди с карбонатами и специфической 
адсорбцией амина, так и с изменением рН образцов в 
присутствии карбонатов и гидрокидов.

Указанные проблемы можно исключить, используя 
достаточно простые приемы, изложенные в работе 
(Dormann, Kaufhold, 2009) и позволяющие избежать 
влияния кальцита и прочих карбонатов на определяемое 
значение ЕКО. К таким лабораторным приемам отно-
сится методика пятикратного повышения концентрации 
Cu-trien комплекса, позволяющая снизить растворимость 
карбоната кальция за счет снижения количества воды, а 
также методика определения ЕКО бентонитов после на-
сыщения титруемой дисперсии кальцитом. Как показано 
в работе (Kaufhold et al., 2013), эти подходы удобнее всего 
использовать, комплексируя их друг с другом.

Результаты определения ЕКО и расчета содержания 
ММТ представлены в таблице 3. Как и в случае с опре-
делением содержания ММТ по адсорбции МГ результаты 
измерения на образце месторождения 10й Хутор показали 
высокую сходимость с результатами количественного 
РДА, в то время как значения измерений на щелочных 
бентонитах выходят более высокими. В случае образца 
Зырянского месторождения, определяемое по адсорбции 
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меди содержание ММТ оказывается несколько занижен-
ным. Одной из причин указанного расхождения могут 
являться специфические реакции тритилентетрамина с 
различными участками поверхности, содержащими ка-
тионы железа. Для данного образца характерно высокое 
содержание железа (до 10–11 % в пересчете на оксид 
железа (III)), причем катионы железа в виде гидроксо-
комплексов и оксидных наночастиц присутствуют на 
поверхности монтмориллонита и способны к специфи-
ческим реакциям с триэтилентетрамином, что изменяет 
равновесие в системе. Кроме того, присутствие оксидных/
гидроксидных оболочек может затруднять проникнове-
ние достаточно крупных комплексных катионов меди на 
определенные участки поверхности в межслоевом про-
странстве монтмориллонита. 

Обсуждение
Проведенные исследования позволяют оценить воз-

можности различных адсорбционных методов при оценке 
содержания монтмориллонита и выявить определенные 
сложности в их использовании. 

Общая проблема методов с использованием катионных 
красителей связана с сверхэквивалентной адсорбцией 
красителей на участках поверхности с высоким зарядом 
вследствие высокой склонности красителей к агрегации, 
а также к осложнению реакции ионного обмена для монт-
мориллонитов, содержащих поливалентные катионы в 
межслоевом пространстве и на поверхности кристаллитов 
(магний, кальций, железо и пр.). В большинстве случаев, 
данную проблему можно решить предварительным пере-
водом образцов в натриевую форму, что является довольно 
трудоемкой задачей. 

Однако как показали результаты исследований, 
даже после перевода образцов в натриевую монокати-
онную форму, щелочные бентониты демонстрируют 
завышенные результаты по сравнению с данными РДА. 
Используемые в данной работе методики по адсорбции 
Cu-trien имеют хорошую теоретическую обоснованность 
и широко применяются в научном сообществе. Можно 
предположить, что столь значительная разница в резуль-
татах может быть связана с размером частиц монтмо-
риллонита и текстурными особенностями (количество и 
объем микро/мезопор). Как было показано в предыдущих 
работах (Krupskaya et al., 2017), для щелочного бентони-
та Таганского месторождения характерно присутствие 
природных наноразмерных частиц монтмориллонита, 
которые обладают низкими значениями областей коге-
рентного рассеяния (1–2 нм против 3–4 нм для обычных 
монтмориллонитов). Подобные нано-размерные фазы 
могут практически не давать вклад в интенсивность диф-
ракционных максимумов, в результате чего могут быть 
получены несколько заниженные значения содержания 
ММТ при использовании РДА. В тоже время, наличие 
подобных наноразмерных частиц будет приводить к 
переадсорбции МГ и Cu-trien и, как следствие, к завы-
шению содержания ММТ. 

Помимо емкости и состава обменного комплекса, 
большую роль играет наличие примесей минералов с 
высокой сорбционной способностью, например, цеолитов, 
карбонатов, аморфных фаз и других глинистых минера-
лов (вермикулита, каолинита, галлуазита, палыгорскита, 

смешанослойных минералов и др.), что может исказить 
результаты.

Таким образом, несмотря на кажущуюся самодоста-
точность рассмотренных методов, возникает необходи-
мость в дополнительных исследованиях и манипуляциях 
с образцами, например, применение  РДА, методов ин-
фракрасной, мессбауэровской, атомно-адсорбционной 
спектроскопии и др. для анализа особенностей состава 
и строения монтмориллонита, присутствия примесных 
фаз, контроля качества тонкой фракции.

Ввиду необходимости усложнения традиционных 
адсорбционных методик с целью получения адекватных 
результатов по содержанию ММТ, в ряде случаев, следует 
иметь четкое понимание о требуемой точности определе-
ния содержания ММТ и целесообразности проведения 
подобных расчетов. Так, определение содержания монт-
мориллонита имеет большое значение при проведении 
научно-исследовательских работ, при геологоразведочных 
работах, а также в некоторых инновационных прикладных 
направлениях использования бентонитовой глины, где от 
содержания монтмориллонита зависят свойства продукта 
и количество добавляемых химических реагентов.

При применении бентонита в классических областях 
промышленности, таких как металлургия, литейное произ-
водство, бурение и пр., в большинстве случаев определяю-
щим фактором являются свойства глины, а не содержание 
монтмориллонита, потому что между ними зачастую 
отсутствует прямая корреляция (при условии достаточно 
высокого содержания – свыше 50–60 %). Под свойствами 
понимаются конкретные физические показатели, от ве-
личины которых зависит качество конечного продукта в 
определенном технологическом процессе и прописанные 
в стандартах данной отрасли. К примеру, при окомковании 
железорудных окатышей основными свойствами глины, 
влияющими на качество окатышей, являются индекс набу-
хания, влажность, а также термоустойчивость. При произ-
водстве песчано-глинистых форм в литейном производстве 
– прочностные свойства и термоустойчивость бентонита. 
В бурении – реологические свойства. 

Наличие ограничений по содержанию монтморилло-
нита в отраслевых стандартах не всегда дает реальное 
представление о качестве глины, что связано с особен-
ностями состава и свойств конкретного бентонита, ко-
торые, в первую очередь, определяются структурными и 
текстурными характеристиками входящего в его состав 
монтмориллонита, и в меньшей степени – его содержа-
нием. В качестве примера можно привести междуна-
родный стандарт Американского Института Нефти (API 
Specification 13A), где прописаны конкретные свойства 
сырья, а не содержание монтмориллонита. 

В результате показатель содержания монтмориллонита 
является поводом для спекуляций, как со стороны потре-
бителя, так и производителя бентонитовой продукции. С 
другой стороны, в ряде областей применения бентонита 
содержание монтмориллонита является одним из клю-
чевых показателей, как в случае разработки и создания 
инженерных барьеров безопасности при захоронении 
радиоактивных отходов, где содержание монтморилло-
нита является лимитирующим критерием использования 
глин на различных участках захоронения (Крупская и др., 
2018, 2020; Kaufhold, Dohrmann, 2016; Ahonen et al., 2008).
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Заключение
Проведенные исследования иллюстрируют возмож-

ности и ограничения различных методов определения 
содержания ММТ, применяемые как в научно-исследова-
тельском, так и промышленном секторе. Сравнительный 
анализ результатов показал хорошую сходимость резуль-
татов рентгенодифракционного анализа с данными по ад-
сорбции красителя метиленового голубого при определе-
нии содержания монтмориллонита в щелочноземельных 
разновидностях бентонита. Ошибка составила менее 3 %. 
Разница в результатах анализа щелочных бентонитов, по-
видимому, связана с присутствием наноразмерных частиц 
монтмориллонита, что приводит к переадсорбции краси-
телей в случае МГ и, в тоже время, может занижать зна-
чения по данным количественного РДА. Схожая ситуация 
наблюдается и при использовании метода, основанного 
на адсорбции триэтилентетраминного комплекса меди 
(Cu-trien), однако в этом случае на результаты измерений 
повлияло присутствие пленок оксидов и гидроксидов же-
леза на поверхности частиц монтмориллонита в образце 
Зырянского бентонита, что привело к снижению величины 
содержания ММТ в указанном бентоните. Также было вы-
явлено, что с целью более полного замещения обменных 
катионов в межслое монтмориллонита необходимо про-
ведение предварительного перевода как комовой глины, 
так и тонкой фракции в натриевую форму, что значительно 
усложняет и удлиняет ход исследования. 

Измеренные содержания монтмориллонита по отрас-
левому стандарту по методу адсорбции красителей рода-
мина 6Ж и хризоидина показали наибольшие вариации 
относительно эталонных значений по РДА. При этом было 
отмечено, что для щелочных бентонитов наблюдается 
значительная переадсорбция красителя, приводящая к 
завышенным результатам (на 8–10 %). Напротив, щелоч-
ноземельный образец Зырянского бентонита показал зани-
женные результаты, что, вероятно, связано с увеличением 
доли тетраэдрического заряда и другими структурным 
особенностями, требующими отдельного исследования. 
Измерения содержания монтмориллонита в бентонитах 
месторождения 10й Хутор по всем методикам показали 
наиболее сопоставимые результаты с данными РДА.

Содержания монтмориллонита, определенные по 
методу термического анализа, оказались завышены по 
сравнению с эталонными значениями для всех образцов 
бентонитов, что связано, в первую очередь, с невозможно-
стью использования одной и той же расчетной формулы 
для бентонитов разного генезиса и с разными струк-
турными особенностями. Ошибка измерений данным 
методом составила 17–30 %. Кроме того, метод требует 
значительных временных затрат на пробоподготовку и 
съемку образцов и вряд ли может быть рекомендован для 
массового использования.

В целом, при использовании рассмотренных методик 
определения монтмориллонита, связанных с адсорбцией 
органических веществ и комплексных катионов, боль-
шую роль играют сорбционные свойства конкретного 
монтмориллонита, величина и распределение заряда 
слоя, состав поглощенного комплекса, параметры микро- 
и мезопористости и другие структурные и текстурные 
особенности монтмориллонита, напрямую связанные 
с геологическими условиями образования. Также на 

результаты оказывают значительное влияние примеси 
других минералов с высокой сорбционной способно-
стью, например цеолит, карбонаты, другие глинистые 
минералы (вермикулит, каолинит, галлуазит, палыгор-
скит и др.), а также аморфные фазы.

Таким образом, можно сделать заключение, что 
определение содержания монтмориллонита является 
не тривиальной задачей. Каждый метод имеет свои осо-
бенности и ограничения, что говорит о необходимости 
четкого понимания целей и задач каждого конкретного 
исследования. Из всех имеющихся в распоряжении ис-
следователей методов определения содержания монт-
мориллонита, наиболее корректным является метод 
рентгеновской дифракции, основанный на информации 
об индивидуальном кристаллохимическом строении 
минеральных фаз. 
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Abstract. This article is devoted to the comparison 
of various methods for the quantitative determination of 
montmorillonite content in bentonite clays based on the 
adsorption of organic molecules and cations. The studies 
were conducted on samples of natural bentonite clays of the 
main Russian industrial deposits and the CIS: 10th Khutor 
(Republic of Khakassia), Zyryanskoe (Kurgan region), 
Dash-Salakhlinskoe (Republic of Azerbaijan), Dinozavrovoe 
(Republic of Kazakhstan). All samples selected for the study 
are characterized by a high content of montmorillonite 
(more than 70 %). As reference values ​​for the contents of 
montmorillonite, we used the data of X-ray diffraction analysis 
according to the Rietveld method. As the tested methods, the 
most common approaches were used both in the research 
and industrial sectors of Russia, based on the adsorption of 

a mixture of rhodamine 6zh and chrysoidine dyes (GOST 
28177-89), adsorption of methylene blue dye and adsorption 
of copper (II) complex with triethylenetetramine (Cu-trien), 
as well as thermal characteristics after saturation with organic 
compounds. 

The best convergence of the montmorillonite content 
values ​​was shown by modified techniques based on the 
adsorption of methylene blue dye and the adsorption of the 
Cu-trien complex. Other methods are characterized by a large 
measurement error. A common problem with these methods 
is overs equivalent adsorption on highly charged alkaline 
bentonites and reduced adsorption on alkaline earth bentonites, 
as well as the presence of impurity minerals and amorphous 
phases capable of sorption in the composition of bentonite. 
The research results can be used to compare the results of 
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the content of montmorillonite, cited by various authors in 
scientific publications and used in production.
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Вознесенское Cu-порфировое месторождение (Южный Урал): 
условия образования, элементы-примеси, изотопы серы и 

источники флюидов

С.Е. Знаменский1*, Н.Н. Анкушева2, Д.А. Артемьев2
1Институт геологии УФИЦ РАН, Уфа, Россия

2Институт минералогии ЮУ ФНЦ МиГ УрО РАН, Миасс, Россия

Приведены результаты термобарогеохимических и изотопно-геохимических исследований минералов 
сульфидно-карбонат-кварцевых руд Вознесенского Cu-порфирового месторождения. С использованием микро-
термокамеры Linkam TMS-600 и оптического микроскопа Olympus BX 51 изучены флюидные включения, 
на масс-спектрометрах Agilent 7700x и ELAN 9000 определены концентрации элементов-примесей, на масс-
спектрометре DeltaPLUS Advantagе исследован изотопный состав S. Установлено, что флюидные включения в 
кварце гомогенизировались в интервале температур 215–315 ºС, а в кристаллизовавшемся позднее кальците – 
230–280 ºС. Включения содержат К-Na водно-хлоридные растворы с соленостью 3–12 мас.% NaCl-экв. Кварц 
обладает высокими концентрациями Al (184–5180 г/т), K (20.1–1040 г/т), Na (30.2–1570 г/т) и Ti (38.4–193 г/т). 
Спектры распределения редкоземельных элементов в пирите характеризуются накоплением легких лантаноидов 
(LaN /YbN = 3.6–6.44), а также наличием негативных аномалий Ce (0.7–0.92) и Eu (0.78–0.99). Значения Y/ Ho в 
пирите варьируют от 27.6 до 36.8. Значения δ34S в пирите составили –1.01…0.8 ‰, в халькопирите – 0.9 ‰. 
Результаты исследований свидетельствуют о формировании Cu-порфировой минерализации Вознесенского 
месторождения в мезотермальных условиях при участии кислого высокоглиноземистого К-Na водно-хлоридного 
флюида магматогенного генезиса, обогащенного легкими РЗЭ. Выявлены геохимические признаки взаимодей-
ствия флюида с вмещающими породами.

Ключевые слова: Южный Урал, Cu-порфировое месторождение, флюидные включения, элементы-примеси, 
LA-ICP-MS, изотопный состав серы
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Введение
Вознесенское Cu-порфировое месторождение распо-

ложено в зоне Главного Уральского разлома на Южном 
Урале. Cu-порфировое оруденение, считавшееся до 
недавнего времени нетипичным для Урала, начинает 
приобретать все большее экономическое значение. В 
последние годы только на Южном Урале открыто не-
сколько крупных Cu-порфировых месторождений, часть 
из которых уже отрабатывается или подготавливается 
к эксплуатации (Михеевское, Северо-Томинское и др.). 
Вместе с тем, степень изученности условий образования и 
генетических особенностей месторождений порфирового 
семейства на Урале остается недостаточной. Это касается 
и Вознесенского месторождения, которое многие иссле-
дователи относят к эталонным Cu-порфировым объектам, 
связанным с островодужным диоритовым магматизмом 
(Грабежев, 2009; Серавкин и др., 2011). Благодаря ра-
ботам В.Б. Шишакова с соавторами (Шишаков и др., 
1988), А.И. Грабежева и Е.А. Белгородского (Грабежев, 
Белгородский, 1992), А.М. Косарева с соавторами (Kosarev 
et al., 2014), С.Е. Знаменского с соавторами (Знаменский и 
др., 2019), изучены структура, петролого-геохимические 

характеристики рудовмещающих пород, строение и состав 
околорудного ореола месторождения. C целью выяснения 
условий образования Сu-порфировой минерализации и 
природы минералообразующего флюида впервые на ме-
сторождении нами проведены термобарогеохимические 
исследования, определены концентрации элементов-при-
месей и изотопные соотношения S в минералах руд.

Краткая геологическая характеристика 
месторождения

Вознесенское месторождение расположено на се-
верном окончании одноименного массива, в строении 
которого участвуют роговообманковые габбро-диориты, 
диориты и местами гранодиориты (рис. 1). U-Pb-возраст 
цирконов из диоритов массива составляет 412 ± 3 млн лет 
(Kosarev et al., 2014). Массив залегает в серпентинитовом 
меланже, содержащем блоки серпентинитокластических 
брекчий, пироксенитов, диабазов, базальтов и кремней 
неизвестного возраста, а также нижнедевонских органо-
генных известняков.

Прожилково-вкрапленная сульфидно-карбонат-кварце-
вая минерализация (рис. 2) пространственно тесно связана с 
дайками кварцсодержащих диорит-порфиритов, гранодио-
рит-порфиров и плагиогранит-порфиров (Знаменский и др., 
2019). Для всех типов гранитоидов характерны порфировые 
выделения плагиоклаза и роговой обманки. Во вмещающих 

Оригинальная статья 
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породах Вознесенского мас-
сива интенсивность орудене-
ния снижается. Размещение 
даек контролируется разры-
вами близмеридионального, 
северо-западного и северо-
восточного простирания, об-
разующими внутри массива 
зону правого сдвига. Рудов-
мещающие гранитоиды от-
носятся к островодужным 
известково-щелочным маг-
матитам нормальной щелоч-
ности. По геохимическим 
признакам они близки поро-
дам Вознесенского массива 

и, по-видимому, представляют собой его позднюю «пор-
фировую» фазу (Знаменский и др., 2019).

Главными рудными минералами в составе прожил-
ково-вкрапленных сульфидно-карбонат-кварцевых руд 
являются пирит и халькопирит. Спорадически встре-
чаются сфалерит, пирротин и молибденит. По данным 
В.Б. Шишакова с соавторами (Шишаков и др., 1988), 
молибденит присутствует в виде рассеянной пылевид-
ной вкрапленности в редких кварцевых прожилках и 
лишь в отдельных случаях образует в этих прожилках 
единичные радиально-лучистые агрегаты размером 
0.3–1.0 мм. Практического значения молибденитовая 
минерализация не имеет. Суммарное содержание сульфи-
дов в общей массе руды обычно не превышает 2–3 %. По 
оптическим свойствам и данным термического анализа 
карбонат в рудах представлен кальцитом. Околорудные 
метасоматиты имеют серицит-кварцевый или серицит-
кварц-хлоритовый состав, часто с примесью карбоната. 

В метасоматитах отдельных даек присутствуют биотит 
и калиевый полевой шпат в ассоциации с магнетитом. 
На удалении от рудного ореола породы Вознесенского 
массива подверглись пропилитовым изменениям хлорит-
эпидотовой и актинолит-эпидотовой фаций.

Методы и результаты исследований
Флюидные включения
Изучены флюидные включения в кварце и более позд-

нем кальците штокверковых руд. Исследования проведены 
в лаборатории термобарогеохимии Южно-Уральского 
государственного университета (г. Миасс, аналитик Н.Н. 
Анкушева). Термометрические измерения осуществлялись 
в микротермокамере TMS-600 (Linkam) c программным 
обеспечением LinkSystem 32 DV-NC и оптическим микро-
скопом Olympus BX51. Интерпретация температур эвтекти-
ки растворов во включениях проведена с использованием 
работы (Davis et al., 1990). Концентрации солей в растворах 
включений определялись по финальным температурам 
плавления льда во включениях согласно (Bodnar, Vityk 
1994). Температуры гомогенизации включений приняты за 
минимальные температуры минералообразования (Roedder, 
1984). Обработка результатов выполнена в программе 
Statistica 12. Результаты приведены по 140 включениям.

Кварц в рудных жилах образует крупные зерна, ми-
нерал полупрозрачный до молочно-белого, среднезер-
нистый. В нем фиксируются сингенетичные двухфазные 
включения размером 10–15 мкм (рис. 3а, 2). Газовые 
вакуоли занимают в них до 15–20 % объема. Включения 
имеют овальную, угловатую форму, иногда с небольшими 
отростками и/или с элементами кристаллографических 
граней и распространены равномерно, встречаются, как 
одиночно, так и группами по 2–3 включения.

Для включений получены температуры эвтектики, 
равные –21…–24 °С, и температуры окончания плавле-
ния льда, равные –8.3…–3.7 °С. Эти данные отвечают 
хлоридному флюиду, содержащему ионы K и Na, с кон-
центрацией 4.8–12 мас. % NaCl-экв. с модой 8–9 мас. % 
(рис. 3б). Температуры гомогенизации (в жидкость) со-
ставили 215–315 °С с полимодальным распределением 
значений (рис. 3в).

Кальцит образует полупрозрачные зерна со слабым 
двупреломлением и скрытокристаллические агрегаты и 
прожилки, рассекающие кварц. В нем также проанализи-
рованы сингенетичные двухфазные включения (рис. 3а, 1). 
Они имеют размеры 8–15 мкм, изометричную или изви-
листую форму, расположены одиночно, газовые вакуоли 
в них некрупные, занимают до 15 % объема включения.

Температуры эвтектики растворов во включениях, 
варьирующие от –21 до –23 °C, указывают на содержание 
во флюиде хлоридов Na и K. Концентрации солей, со-
гласно температурам плавления льда (Тпл. = –4…–2 °С), 
составляют 3–10 мас. % NaCl-экв. с бимодальным рас-
пределением значений и невыраженными модами 3–4 
и 7–8 мас. % (рис. 3б). Температуры гомогенизации в 
жидкую фазу составили 230–280 °С с пиками 240–250 и 
260–270 °C (рис. 3в).

Значения температур гомогенизации и солености 
флюида во включениях как в кварце, так и в кальците 
характеризуются слабой положительной корреляцией 
(рис. 3г). Большинство включений в кварце и кальците 

Рис. 1. Геолого-структурная схема Вознесенского месторож-
дения (Знаменский и др., 2019). 1 – четвертичные отложения; 
2 – роговообманковые габбро-диориты, диориты и граноди-
ориты Вознесенского массива; 3–5 – дайковая серия: 3 – ди-
орит-порфириты, 4 – гранодиорит-порфиры, 5 – плагиогра-
нит-порфиры, 6 – серпентиниты, 7 – дайки (показаны вне 
масштаба); 8 – геологические границы; 9 – полосчатость в 
диоритоидах Вознесенского массива; 10 – магма-рудоконтро-
лирующие разрывы (стрелками показаны направления смеще-
ния крыльев).

Рис. 2. Прожилково-вкра-
пленная пирит-халькопирит-
карбонат-кварцевая руда.
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характеризуются сходными параметрами и солевым со-
ставом, но выделяются более высококонцентрированные 
включения в кварце и низкосоленые в кальците. Это мо-
жет свидетельствовать об отложении обоих минералов в 
результате эволюции (остывания) единого по составу и 
генезису флюида.

В кальците и кварце изучены также вторичные двух-
фазные включения размерами первые микрометры, 
трассирующие трещины в минералах (рис. 3а). Для них 
получены концентрации солей 1.5–1.9 мас. % NaCl-экв. 
(Тпл. = –0.9…–1.1 °С) и температуры гомогенизации (в 
жидкость), равные 110–120 °С (рис. 3а). Кроме того, в 
большом количестве фиксируются однофазные включения 
размерами первые микрометры, располагающиеся вокруг 
двухфазных сингенетичных включений.

Табл. 1. Содержания элементов-примесей в кварце, г/т

Элемент/ 
образец Li Na Mg Al P K Ca Sc Ti Fe 
B-6-1 6.09 71 21.5 184 40 20.1 108 14.23 166 6.7 
B-6-2 5.3 30.2 23.19 527 29.2 160.4 47.7 12.89 193 5.37 
B-6-3 4.79 44.8 16.28 384 30.5 109.2 61.8 12.37 117 3.49 
B-6-4 4.47 35 21.6 471 31.4 174.1 55 12.03 167 5.65 
B-6-5 5.59 59.5 23.05 557 38.8 141.7 60.8 11.43 164 5.29 
B-6-6 7 33.1 21.4 450 33 186 74 11.3 168 6.8 
B-6-7 5.15 47.41 23 516 42.7 162.9 75.9 10.43 159 5.69 
B-6-8 4.25 45 9.23 259 40.7 56.9 84.6 10.12 146 3.28 
B-6-9 5.01 36.3 25.25 539 37.6 186.6 60 9.94 177 6.65 
B-9-1 3.99 66.7 6.66 202 29.1 52.5 94 9.59 146 2.46 
B-9-2 2.92 53.7 4.38 245 34.1 70.8 79 8.65 58.9 1.09 
B-9-3 2.75 76.6 19.69 400 31.9 132 67.5 8.46 76.3 10.88 
B-9-4 4.78 42.8 17.8 522 40.2 186.5 85 8.09 78.4 6.54 
B-9-5 1.23 44.5 4.87 261 40 84.5 101 8.16 38.4 1.5 
B-9-6 2.74 48 10.64 426 44.5 132.8 77 8.06 62.3 7.61 
B-9-7 4.02 174 17.1 620 44 134.6 56.7 7.77 134 6.18 
B-9-8 1.23 47.73 49 750 49.8 158 123 7.85 59 36 
B-9-9 3.07 57.9 11.7 588 46.6 212 145 7.63 76.6 6.3 
В-9-10 3.57 72 35 1370 46.4 532 131 7.58 86.4 20.7 
В-9-11 1.94 1570 124 5180 55.3 1040 350 7.34 88 66.7 

Рис. 3. Результаты исследований флюидных включений. а – типы флюидных включений в кальците (1) и кварце (2): I – первичные 
двухфазные; II – вторичные двухфазные; III – однофазные. б, в – распределение значений солености (б) и температур гомогенизации 
(г); n – количество замеров; г – соотношение солености и температур гомогенизации включений.

Элементы-примеси в кварце
Концентрации элементов-примесей в кварце опре-

делены методом лазерной абляции с индуктивно свя-
занной плазмой на масс-спектрометре Agilent 7700x с 
программным комплексом MassHunter и лазерным про-
боотборником New Wave Research UP-213 в Институте 
минералогии ЮУ ФНЦ МиГ УрО РАН (г. Миасс, аналитик 
Д.А. Артемьев).

Основными элементами-примесями в кварце являют-
ся: Al (184–5180 г/т), K (20.1–1040 г/т), Na (30.2–1570 г/т) 
и Ti (38.4–193 г/т) (табл. 1), которые чаще всего входят в 
его структуру и зависят от условий формирования. В по-
вышенных концентрациях содержатся также Li, Mg, P, Ca, 
Sc и Fe. Содержание Al в решетке кварца, зависящее от 
pH флюида, варьирует в пределах 184–750 г/т (в среднем, 
440 г/т). В отдельных случаях отмечается увеличение 
его содержания до 5180 г/т, что наряду с повышенными 
концентрациями Na, K и Ca, указывает на попадание 
в область абляции микровключений полевых шпатов 
(точки B-9-10 и B-9-11). Содержание Ti лежит в пределах 
38.4–193.0 г/т (в среднем, 121 г/т) и зависит от температур 
образования кварца. Литий (1.2–7.0 г/т), K (20.1–212.0 г/т), 
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Mg (4.4–49.0 г/т) и Na (30.2–174.0 г/т) могут входить в 
незначительных количествах в кристаллическую решетку 
кварца, но обычно их повышенные концентрации связаны 
с флюидными включениями, содержащими хлориды в 
жидкой фазе. Так, в точке B-9-7 содержание натрия рез-
ко отличается от соседних точек, вследствие попадания 
в зону абляции включений. Содержание Ca варьирует 
в пределах 47.7–108.0 г/т, более высокие концентрации 
могут быть связаны с микровключениями кальцита и по-
левых шпатов в кварцевых жилах (точки B-9-10 и B-9-11). 
Нормальные концентрации Fe для кварца Вознесенского 
месторождения лежат в пределах 3.3–10.9 г/т (в среднем, 
5.4 г/т). Более высокие содержания, доходящие до 67 г/т, 
вероятно, связаны с микровключениями карбонатов 
(точка B-9-8) и полевых шпатов (точки B-9-10 и B-9-11). 
Содержания P и Sc однородны, но могут служить только 
информативными значениями, поскольку в кремнекисло-
родных соединениях в масс-спектрометрии наблюдаются 
интерференционые наложения 31P c 30Si+H или 14N+16O+H 
и другие, а 45Sc с 29Si+16O или 28Si+17O.

Распределение редкоземельных элементов и 
иттрия в рудном пирите

Содержания редкоземельных элементов и иттрия 
в пирите определены методом масс-спектрометрии с 
индуктивно связанной плазмой (ICP-MS) на приборе 
ELAN 9000 фирмы PerkinElmer в Институте геологии 
и геохимии УрО РАН (г. Екатеринбург, аналитик Д.В. 
Киселева). Нормирование производилось на хондрит СI 
(McDonough, Sun, 1995). Аномалии Eu и Ce рассчиты-
вались по формулам: Eu/Eu* = EuN /(SmN /(TbN×EuN)0.5)0.5, 
Ce/Ce* = CeN /((2LaN + SmN)/3). Результаты определений 
приведены в табл. 2.

Пирит имеет следующие содержания редкоземельных 
элементов (РЗЭ), Y и значения геохимических коэффи-
циентов: ∑РЗЭ = 2.7–6.45 г/т), Y = 0.8–2.21 г/т, LaN/ YbN = 
3.6–6.44, GdN/ YbN = 0.97– 1.34, Eu/  Eu* = 0.78–0.99, 
Ce/ Ce* = 0.7–0.92, Y/ Ho = 27.6–36.8. 

Изотопный состав серы сульфидов
Стабильные изотопы серы изучены в пирите и 

халькопирите руд (табл. 3). Определения изотопного со-
става серы выполнены на масс-спектрометре DeltaPLUS 

Advantage, сопряженным с элементарным анализатором 
EA Flash 1112 и интерфейсом ConFlo IIII в Институте ми-
нералогии ЮУ ФНЦ МиГ УрО РАН (г. Миасс, аналитик 
С.А. Садыков). Погрешность определений δ34S соста-
вила 0.27 ‰. Результаты измерений даны относительно 
международного стандарта CDT. Согласно полученным 
данным, значения δ34S в пирите составляют –1.01…0.8 ‰, 
в халькопирите – 0.9 ‰.

Обсуждение результатов и основные 
выводы

По данным термобарогеохимических исследований, 
рудный кварц Вознесенского месторождения отлагался 
при температурах не менее 215–315 ºС, а отлагавшийся 
позднее кальцит – при 230–280 ºС. Минералообразующий 
флюид характеризуется соленостью, которая во включе-
ниях в кварце варьирует от 4.8 до 12 мас. % NaCl-экв., в 
кальците – от 3 до 10 мас. % NaCl-экв. Кристаллизация 
кварца и кальцита происходила из K-Na водно-хлоридного 

флюида. Полученные значения температур отвечают 
условиям мезотермального серицит-кварцевого метасо-
матоза, которому подверглись рудоносные гранитоиды, 
и, в целом, сопоставимы с результатами изучения темпе-
ратурного режима образования Cu-порфирового орудене-
ния в серицит-кварцевых метасоматитах многих других 
порфировых месторождений Южного Урала, связанных 
с островодужным диоритовым магматизмом (Грабежев, 
2009). Например, на Михеевском месторождении Cu-Mo-
порфировая минерализация сформировалась при темпе-
ратурах 250–300 ºС (Абрамова и др., 2016).

Сосуществование однофазных газовых, жидкостных и 
более концентрированных двухфазных включений свиде-
тельствует о гетерогенизации флюида (Прокофьев и др., 
1994 и ссылки), что позволяет считать температуры гомо-
генизации включений истинными температурами флюида 
при минералообразовании. В свою очередь, наличие ге-
терогенного флюида, состоящего из концентрированного 
водно-солевого раствора в равновесии с газовой фазой, сви-
детельствует о его вскипании в условиях падения давления.

С помощью высокочувствительного метода LA-ICP-
MS, впервые использованного при изучении кварца 
медно-порфировых месторождений Южного Урала, 

Табл. 2. Содержания редкоземельных элементов и иттрия в 
пирите, г/т

Образец/ 
элемент 

 
ВЗ-7 

 
ВЗ-9 

 
ВЗ-12 

 
ВЗ-11 

 
ВЗ-14 

 
ВЗ-13 

La 1.1 0.5 1.7 0.7 1.3 0.6 
Ce 1.9 1 2.45 1.35 2.1 0.9 
Pr 0.16 0.11 0.23 0.14 0.21 0.12 
Nd 0.65 0.47 0.76 0.52 0.63 0.43 
Sm 0.17 0.1 0.19 0.14 0.16 0.1 
Eu 0.056 0.025 0.062 0.04 0.05 0.03 
Gd 0.2 0.12 0.25 0.17 0.21 0.13 
Tb 0.03 0.03 0.04 0.023 0.03 0.02 
Dy 0.24 0.14 0.28 0.18 0.24 0.16 
Ho 0.05 0.029 0.06 0.04 0.05 0.031 
Er 0.16 0.09 0.18 0.12 0.15 0.08 
Tm 0.024 0.013 0.029 0.02 0.024 0.011 
Yb 0.17 0.1 0.19 0.14 0.16 0.08 
Lu 0.027 0.015 0.031 0.021 0.023 0.012 
Y 1.6 0.8 2.21 1.33 1.45 1.13 
∑РЗЭ 4.94 2.73 6.45 3.6 5.34 2.7 
LaN/YbN 4.66 3.6 6.44 3.6 5.85 5.39 
LaN/SmN 4.18 3.23 5.78 3.23 5.25 3.87 
GdN/YbN 0.97 0.99 1.09 1.0  1.09 1.34 
Eu/Eu* 0.99 0.78 0.95 0.9 0.93 0.9 
Ce/Ce* 0.82 0.92 0.7 0.9 0.78 0.71 
Y/Ho 32 27.6 36.8 33.3 29.2 36.5 

Табл. 3. Изотопный состав серы в сульфидах

№ 
n/n 

Номер 
пробы 

Изотопный состав 
серы δ34S ‰, CDT 

Примечание 

1 ВЗ-7п 0.72 пирит 
2 ВЗ-8п -1.01 пирит 
3 ВЗ-9п -0.07 пирит 
4 ВЗ-11п -0.08 пирит 
5 ВЗ-12п -0.06 пирит 
6 ВЗ-14п 0.80 пирит 
7 ВЗ-17х 0.90 халькопирит 
8 ВЗ-19п 0.04 пирит 
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установлено, что кварц Вознесенского месторождения ха-
рактеризуется высокими содержаниями Al (184–5180 г/т) 
и Ti (38.4–193.0 г/т). Концентрации Al в кварце отражают 
растворимость этого элемента в минералообразующем 
флюиде, которая в значительной мере зависит от pH 
флюида (Rusk et al., 2008). При относительно невысоких 
температурах (< 500 ºС) концентрации Al в кварце связаны 
с pH флюида обратной корреляционной зависимостью. 
Результаты исследований свидетельствуют о том, что 
кварц Вознесенского месторождения, кристаллизовался 
из высокоглиноземистого кислого флюида. 

По количественным соотношениям Al и Ti в кварце 
Вознесенское месторождение сопоставимо с другими 
Cu-порфировыми месторождениями мира. На диаграм-
ме Al–Ti, предложенной Б.Г. Раском (Rusk, 2012) для 
разделения по этому показателю эпитермальных, мезо-
термальных орогенных и порфировых месторождений, 
точки составов кварца Вознесенского месторождения 
попадают в поле кварца порфировых месторождений 
или группируются около этого поля (рис. 4). Нами были 
определены также содержания РЗЭ и близкого к ним по 
химическим свойствам Y в рудном пирите месторождения. 
Исследования последних лет показали (Знаменский, 2017; 
Rimskaya-Кorsаkova, Dubinin, 2003; Guangzhou et al., 2009; 
и др.), что составы РЗЭ и Y в сульфидах наследуют со-
став флюида, из которого они кристаллизуются, и могут 
служить показателем его физико-химических параметров 
и источника. Лантаноиды и иттрий концентрируются в 
сульфидах в дефектах кристаллической решетки и во 
флюидных включениях. Кроме того, тяжелые РЗЭ могут 
входить в кристаллическую решетку сульфидов, а легкие 
лантаноиды сорбироваться на их поверхности в виде сво-
бодных ионов и, возможно, в виде гидроксокомплексов 
(Rimskaya-Кorsаkova, Dubinin, 2003).

Рудный пирит Вознесенского месторождения обладает 
невысокими содержаниями РЗЭ (∑РЗЭ = 2.7–6.45 г/т) и 
Y (0.8–2.21 г/т). Спектры распределения РЗЭ обогащены 
легкими лантаноидами (LaN /YbN = 3.6–6.44), что харак-
терно для минералов, кристаллизующихся из кислых 
флюидов с низким содержанием комплексообразующих 
лиганд (Schwim, Markl, 2005), а также небольшими не-
гативными аномалиями Eu (Eu/Eu* = 0.78–0.99) и Ce 
(Ce/  Ce* = 0.7–0.92) (рис. 5). Дифференциация внутри 
тяжелых лантаноидов не выражена (GdN /YbN = 0.97– 1.34).

Окислительно-восстановительный потенциал Eu в 
водных растворах зависит от ряда факторов и, главным об-
разом, от температуры (Sverjensky, 1984). Отрицательные 
аномалии Eu свидетельствуют о кристаллизации пирита 
из относительно окисленного флюида при невысоких тем-
пературах, по-видимому, менее 250 ºС (Bau, Möller, 1992).

Отрицательные аномалии Ce могли возникнуть в 
результате взаимодействия флюида с морскими из-
вестняками, которые присутствуют в экзоконтактовых 
зонах Вознесенского массива. Для морских известняков 
характерны отрицательные аномалии Ce, которые при 
взаимодействии флюид/известняк сохраняются (Castorina, 
Masi, 2008). Кроме того, в рудообразующую систему ме-
сторождения могли вовлекаться окисленные метеорные 
воды, на что косвенно указывает слабый положительный 
тренд зависимости между температурами гомогенизации 
включений и соленостью флюидов (Wilkinson, 2001). 
Разбавление флюидов метеорными водами привело к 
падению температур и солёности флюидов. 

Об источниках рудообразующих флюидов позволяет 
судить величина отношения Y/Ho в минералах руд (Bau, 
1996). Значения Y/Ho в пирите Вознесенского месторожде-
ния варьируют в интервале 27.6–36.8. Часть этих значений 
попадает в интервал величин Y/Ho, характерных для рудов-
мещающих гранитоидов (29.4–35.7), другая – для морских 
карбонатов (рис. 6). Результаты исследований позволили 
предположить участие в рудообразующих процессах 
месторождения флюида магматогенной природы и, как и 
отрицательные аномалии Ce, указывают на его взаимодей-
ствие с вмещающими известняками. Следует отметить, что 
спектры распределения РЗЭ в пирите очень близки трендам 
распределения лантаноидов в рудоносных гранитоидах. 
Хондрит-нормированные спектры распределения РЗЭ в 
гранитоидах месторождения также характеризуются обо-
гащением легкими лантаноидами (LaN /YbN = 1.5–6.0) и от-
сутствием дифференциации среди тяжелых редких земель 
(GdN /YbN = 0.83–1.07) (Знаменский и др., 2019). По нашему 
мнению, это может служить дополнительным аргументом в 
пользу магматогенной природы рудообразующего флюида. 

Участие в процессах рудообразования магматогенных 
флюидов подтверждает результаты изотопного анализа 
S в сульфидах. Значения δ34S, составляющие в пирите 
–1.01…0.8 ‰, в халькопирите – 0.9 ‰, близки метеорит-
ному стандарту. Полученные величины δ34S соответствуют 
изотопным соотношениям серы в сульфидах большинства 
порфировых месторождений Южного Урала, а также 
Северной и Южной Америки (0 ± 5 ‰) (Грабежев, 2009; 
Ohmoto, Rye, 1979; Ohmoto, Goldhaber, 1997).

Рис. 4. Диаграмма Al-Ti для кварца Вознесенского месторож-
дения. Римскими цифрами обозначены поля составов рудного 
кварца эпитермальных (I), мезотермальных орогенных золо-
торудных (II) и порфировых (III) месторождений (Rusk, 2012). 
Данные по Вознесенскому месторождению показаны серыми 
кружками. Рис. 5. Графики распределения РЗЭ в пирите
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Таким образом, Cu-порфировая минерализация 
Вознесенского месторождения формировалась в мезотер-
мальных условиях при участии кислых К-Na водно-хло-
ридных флюидов магматогенной природы, обогащенных 
алюминием и легкими редкоземельными элементами. 
Падение температур и солености флюида обусловлено 
разбавлением его метеорными водами. Установлены 
геохимические признаки взаимодействия флюида с вме-
щающими известняками, выраженные в отрицательных 
аномалиях Ce и повышенных значениях коэффициента 
Y/Ho в рудном пирите.
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Рис. 6. Величина отношений Y/Ho в пирите. Значения Y/Ho в 
хондрите, коре, верхней и нижней мантии, морской воде и кар-
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ния по (Знаменский и др., 2019).



GEORESOURCES   www.geors.ru54

Георесурсы / Georesources 						                      2020. Т. 22. № 3. С. 48–54

Vosnesensky Cu-porphyry deposit (Southern Urals): formation conditions, trace 
elements, sulfur isotopes and fluid sources
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Abstract. The paper shows new fluid inclusion and isotopic-
geochemical data for minerals from sulphide-carbonate-quartz 
veins of Vosnesensky Cu-porphyry deposit. Fluid inclusions were 
analyzed by means Linkam TMS-600 cryostage equipped with 
Olympus BX 51 optical microscope; trace element amounts were 
performed used Agilent 7700x and ELAN 9000 mass-spectrometers; 
sulphur isotopic composition was analyzed on DeltaPLUS Advantagе 
mass-spectrometer. We determined that fluid inclusions in quartz 
were homogenized between 215 and 315 ºС, and in latest calcite, 
they are 230–280 ºС. Fluids are К-Na water chloride with salinity 
of 3–12 wt % NaCl-eq. Quartz contain high amounts of Al (184–
5180 ppm), K (20.1–1040 ppm), Na (30.2–1570 ppm) and Ti (38.4–
193 ppm). The REE distribution spectra of pyrite are characterized 
by light lanthanides accumulation (LaN/YbN = 3.6–6.44), and 
negative of Ce anomalies (0.7–0.92) and Eu (0.78–0.99). The Y/ Ho 
ratio in pyrite varies from 27.6 up to 36.8. The δ34S values in pyrite 
were –1.01…0.8 ‰, in chalcopyrite – 0.9 ‰. The data testify the 
Cu-porphyry mineralization of Vosnesensky deposit was formed 
due to magmatic acid high-aluminous К-Na chloride fluid enriched 
with light REE in mesothermal environment. We identified the 
geochemical markers of interaction between fluid and host rocks.

Keywords: Southern Urals, Cu-porphyry deposit, fluid 
inclusions, trace elements, LA-ICP-MS, sulphur isotopic composition
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Фациальные модели ачимовской толщи  
Восточно-Уренгойского лицензионного участка как основа 

для оптимизации систем разведки и разработки

А.В. Храмцова1*, С.И. Пахомов1, Н.Ю. Натчук1, М.П. Калашникова1, 
С.В. Ромашкин2, А.Д. Мусихин2, Н.Г. Семенова2

1ООО «Тюменский нефтяной научный центр», Тюмень, Россия
2АО «РОСПАН ИНТЕРНЕШНЛ», Новый Уренгой, Россия 

В результате седиментологического анализа керна ачимовской толщи (нижний мел, верхний валанжин) 
подтверждается их формирование высокоэффективными смешанными системами подводных конусов выноса, 
в (относительно) глубоководной части морского бассейна. На основании комплексного анализа керна, геофизи-
ческих исследований скважин и сейсморазведки выполнена корреляция разрезов скважин, построены литолого-
фациальные модели пластов Ач5-6. Установлено, что наилучшими коллекторскими свойствами характеризуются 
распределительные каналы и проксимальные части седиментационных лопастей.
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Введение
Восточно-Уренгойский лицензионный участок 

(ЛУ) расположен в северной части Западной Сибири, в 
Надым-Пурской нефтегазоносной области, тектонически 
приурочен к Уренгойскому мегавалу. Согласно региональ-
ной стратиграфической схеме районирования по типам 
разрезов берриас-аптских отложений Западной Сибири 
район работ расположен в Уренгойско-Пурпейском ли-
тофациальном районе, Уренгойском подрайоне (Решение 
5-го межведомственного регионального стратиграфиче-
ского совещания по мезозойским отложениям Западно-
Сибирской равнины, 1991). Ачимовская толща (пласты 
Ач5-Ач6) ранневаланжинского возраста (К1v1) согласно 
залегает на отложениях баженовской свиты и/или пода-
чимовской толщи и перекрывается тангаловской свитой. 
В пределах района работ глубина залегания ачимовских 
отложений составляет 3500–4070 м.

Согласно палеогеографической схеме Западной 
Сибири в раннем валанжине, в пределах района работ, 
существовал эпиконтинентальный морской бассейн 
глубиной не более 200–400 м (Конторович, Ершов и др., 
2014). Обломочный материал большей частью поступал 
с Енисейского кряжа, Сибирской платформы, Алтае-
Саянской области и Центрально-Казахстанского массива 
и в меньшей степени с Урала.

С целью детализации геологического строения пла-
стов Ач5-Ач6, прогноза пород-коллекторов, оптимиза-
ции систем разведки и разработки авторами проведен 
комплексный анализ геолого-геофизической данных, 

материалов 3Д сейсморазведки и керна. В связи с тем, 
что породы-коллекторы ачимовской толщи относятся к 
низкопроницаемым, для интенсификации притоков ис-
пользуют гидроразрыв пласта. В последнее время, в связи 
с обводненностью ряда месторождений, детализация 
геологического строения является актуальной задачей.

Фактический материал и методы 
исследований

Седиментологический анализ ачимовских отложе-
ний выполнен по керну 12 скважин, суммарный вынос 
которого составил 567 м (82 %). Фации выделены на 
основании диагностических признаков, представленных 
в трудах отечественных (Алексеев, 2002; Барабошкин, 
2011; Жемчугова, 2014 и др.) и зарубежных (Stow, 1976; 
Normark, 1970, 1974; Mutti, 1992; Walker, 1992; Einsele, 
1992; Reading, Richards, 1994 и др.) исследователей. 
Для характеристики литотипов и фаций использовались 
результаты литологических исследований керна и филь-
трационно-ёмкостных свойств (ФЕС) пород, выполнен-
ные в лаборатории ООО «Тюменский нефтяной научный 
центр».

При корреляции разрезов скважин использовались 
методы литолого-фациального анализа (Алексеев, 2002) 
и секвенс-стратиграфии (Catuneanu, 2006). Фациальные 
карты пластов Ач5-6 были построены на основании 
комплексного анализа керна, ГИС, карт сейсмических 
атрибутов (акустического импеданса, когерентности, 
сейсмофаций, амплитуд), общих толщин и песчанистости. 
Перспективные участки для постановки бурения новых 
скважин выбирались на основании анализа гидродинами-
ческих исследований скважин, ГИС, сейсмических мате-
риалов и фациальных моделей продуктивных отложений.

Оригинальная статья 

DOI: https://doi.org/10.18599/grs.2020.3.55-61	 УДК 550.8.072



Фациальные модели ачимовской толщи…                                                                                                   А.В. Храмцова, С.И. Пахомов, Н.Ю. Натчук и др.

GEORESOURCES   www.geors.ru56

Состав, строение и условия формирования
Породы-коллекторы ачимовской толщи представле-

ны преимущественно песчаниками тонкозернистыми и 
мелкозернистыми, редко средне-мелкозернистыми. По 
минеральному составу песчаники и алевролиты относятся 
к аркозам, продуктам разрушения гранитоидов и мета-
морфических сланцев. Отмечается преобладание кварца 
над полевыми шпатами, содержание обломков пород не 
превышает 25 % (рис. 1). В песчаниках и алевролитах 
крупнозернистых содержание цемента изменяется в 
широких пределах от 2,5 до 38 %, состав цемента глини-
стый, карбонатный и регенерационный. Среди глинистых 
минералов цемента преобладает хлорит, среди карбонат-
ных – кальцит. Встречается регенерационный кварцевый и 
полевошпатовый цементы, содержание которых не превы-
шает 0,5–1,0 %. По данным рентгеноструктурного анализа 
глинистой фракции установлено повышенное содержание 
смешаннослойных образований (ССО) (до 30–35 %) в 
цементе песчаников и алевролитов группы пластов Ач6. 
Содержание набухающих пакетов в составе ССО состав-
ляет 1-28 % (рис. 1). Породы являются гидрофильными.

Установлено отрицательное влияние на ФЕС пород 
следующих вторичных процессов: карбонатизация, 
хлоритизация, пелитизация и гидратация биотита, реге-
нерация кварца и полевых шпатов (только при высокой 
интенсивности). 

Небольшое положительное влияние на коллекторские 
свойства пород оказывают процессы растворения полевых 
шпатов и обломков пород.

Породы характеризуются весьма низкими значениями 

проницаемости (преимущественно < 1*10-3 мкм2). Лишь 
в единичных средне-мелкозернистых песчаных слой-
ках отмечается увеличение проницаемости пород до 
30*10‑3 мкм2. Значения открытой пористости не превы-
шают 20 %.

Существует две точки зрения на генезис отложений 
ачимовской толщи: 1) формирование их в подводной 
части дельты/авандельте (Алексеев, 2014 и др.); 2) в глу-
боководных конусах выноса (Гурари, 2003; Нежданов и 
др., 2000; Зверев, Казаненков, 2001; Бородкин, Курчиков, 
2015; Сангаевский, Хафизов, Шиманский, 2015 и др.). 
В пользу последней седиментологической модели (под-
водные конусы выноса) свидетельствуют текстурные 
особенности пород.

По диагностическим признакам фаций (структура, тек-
стура, фауна, минеральные включения, контакты и пере-
ходы и пр.) установлено, что отложения формировались 
преимущественно гравитационными потоками (зерновы-
ми, дебрисными и флюидальными) в глубоководной части 
морского бассейна. В породах отсутствуют типичные 
признаки мелководья (волновая рябь; крупномасштабная 
косая слоистость; признаки субаэральной экспозиции, 
штормовых и приливно-отливных процессов), но есть 
признаки привноса осадочного материала из мелководных 
частей бассейна (углистый детрит, мелководные микро-
организмы и ихнофоссилии). В подошве песчаных слоев 
обильно развиты подошвенные знаки нагрузки, течений 
и пламенные текстуры (рис. 2а, 2в-д).

Для ачимовских отложений характерны: массивная тек-
стура и градационная слоистость, текстуры пластических 

Рис. 1. Литолого-петрофизический разрез ачимовской толщи Восточно-Уренгойского ЛУ. Литология: 1 – песчаники; 2 – алевролиты 
крупнозернистые; 3 – аргиллиты, алевролиты мелкозернистые глинистые.
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Рис. 3. Концептуальная модель строения ачимовских отложений (а) и морфологические элемен-
ты подводного конуса выноса, выделенные по результатам сейсморазведки (б-г)

деформаций (внедрения, конволютная, пламенная, пес-
чаные роллы), блюдцеобразная, трубки обезвоживания, 
тонкая горизонтальная слоистость, восходящая рябь 
течений, редко встречаются биотурбационные текстуры 
(рис. 2). Следы бентосных организмов – Ophiomorpha, 
Asterosoma, Thalassinoides, Chondrites – встречаются в 
единичных скважинах, в отложениях прирусловых валов 
и в межрусловых площадях. Интенсивность биотурбации 

может быть значительной. Если текстуры пластических 
деформаций, массивная, восходящая рябь течений мо-
гут встречаться в различных фациях, то градационная 
слоистость характерна для отложений турбидитовых 
(мутьевых) потоков. Обширная библиография по турби-
дитовым течениям и турбидитам дана в работах (Bouma, 
2000; Mutti, 1992; Lowe, 1982; Stow, 1976; Prelat, 2009; 
Nichols, 2012 и др.). 

Турбидитовые течения мо-
гут встречаться в озерах (Dodd, 
McCarthy et al., 2018), дельтах, 
морях и океанах, но для сохра-
нения текстурных особенно-
стей турбидитов они не долж-
ны перерабатываться другими 
течениями. Фактически это 
определяет положение турби-
дитов ниже базиса штормовых 
волн, вероятные минимальные 
глубины около 200 м (Walker, 
1992), что не противоречит 
региональным данным.

В результате седиментоло-
гического изучения керна ачи-
мовских отложений выделены 
следующие фации: подводные 
питающие и распределитель-
ные каналы, подводные валы, 
окраинная часть канала/меж-
русловые площади, глинистые 
отложения склона и шельфа, 
оползни, седиментационные 
лопасти. Концептуальная мо-
дель строения ачимовской 
толщи представлена на рис. 3а. 

Питающие/склоновые 
каналы керном не охаракте-
ризованы, но хорошо диагно-
стируются по данным сейсмо-
разведки (рис. 3б, 3г). Переход 
от каналов с прирусловыми 
валами к фронтальному вы-
носу хорошо виден на картах 
и разрезах по кубу акустиче-
ского импеданса (рис. 3б, 3в). 
Основные седиментологиче-
ские разрезы фаций ачимов-
ской толщи представлены на 
рис. 4.

Распределительные кана-
лы представлены песчаниками 
массивными, часто встреча-
ются трубки обезвоживания и 
блюдцеобразные текстуры, ко-
торые свидетельствуют об ин-
тенсивной потере флюидной 
составляющей в период осад-
конакопления. Песчаники с 
массивной текстурой вверх по 
разрезу переходят в «класси-
ческие» турбидиты. Нижний 

Рис. 2. Текстурные особенности пород ачимовской толщи Восточно-Уренгойского месторож-
дения. а – песчаники с массивной и конволютной текстурой, с глинистыми интракластами; 
б – песчаники с дебрисной текстурой, с мелкими интракластами алевролитов глинистых; в – 
песчаники с трубками обезвоживания, с пламенной текстурой; г – песчаники с градационной 
слоистостью; д – переслаивание песчаников и алевролитов глинистых, на контакте слоев тек-
стуры нагрузки; е – песчаники с блюдцеобразной текстурой, с мелкими интракластами алевро-
литов глинистых; ж – песчаники с восходящей рябью течений; з – биотурбационная текстура 
(Thalassinoides); и – алевролиты мелко-крупнозернистые с конволютной слоистостью.
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контакт песчаных прослоев как правило эрозионный (рис. 
4a), подчеркнутый интракластами аргиллитов и алевро-
литов глинистых. Наличие обломков свидетельствует об 
эрозии, вызываемой высокоплотностными турбидитными 
потоками.

Примеси: стяжения пирита, углистый детрит.
Интерпретация: формирование отложений подво-

дных русел происходило в результате низкоплотностных 
турбидитовых потоков. Встречаются как крупные русла с 
прирусловыми валами, так и мелкие каналы. Часто каналы 
надстраиваются, в результате чего верхние тонкозерни-
стые последовательности эродируются последующими 
потоками. 

Крупные склоновые каналы являются основным 
поставщиком осадков из зоны мелководного шельфа в 
относительно глубоководную часть бассейна, хорошо 
диагностируются по результатам сейсморазведки (рис. 
3б). Распределительные каналы встречаются меандриру-
ющего, разветвленного и спрямленного типов. Песчаное 
тело в разрезе имеет корытообразную форму (рис. 4).

Мощность: до 20–30 м.
Каротажная характеристика: блоковая форма, низ-

кие значения ГК (5–10 gAPI).
Фация турбидитовой лопасти представлена пес-

чаниками от тонко- до мелкозернистых, алевролитами 
крупнозернистыми с тонкими прослоями аргиллитов и 
алевролитов мелкозернистых глинистых. В песчаниках 
и алевролитах крупнозернистых текстура массивная, 
дебрисная, градационная, пластических деформаций, 
флюидальная, горизонтальная, участками встречается 
мелкая косая слоистость. На контакте слоев наблюда-
ются текстуры нагрузки. Для турбидитовых лопастей 
характерны слои песчаников с массивной и градационной 
текстурой, без признаков влияния каналов (рис. 4б).

Примеси и другие признаки: углистый детрит, интра-
класты алевролита глинистого вытянутой и уплощенной 
формы.

Интерпретация: при выходе из русла турбидитовые 
потоки растекаются, образую четко выраженные в рельефе 
конусы выноса (рис. 3). Лопасти состоят из компенсаци-
онных циклов, каждый из которых представляет собой 
заполнение турбидитами понижения рельефа, располо-
женного между выступающими в рельефе осадками более 
старых турбидитовых потоков. Строение компенсацион-
ных циклов может характеризоваться как утолщением 
вверх по разрезу слоев песчаных турбидитов, так и их 
утонением. Формирование седиментационных лопастей 
происходит при изменении градиента склона, как только 
поток встречает резкое изменение градиента склона, на 
этом перепаде (точка транзита) происходит переход кана-
лов к фронтальным выносам (рис. 3б, 3в). Песчаное тело 
в разрезе имеет форму плоских, вытянутых линз (рис. 4).

Мощность: до 15–20 м.
Каротажная характеристика: средние значения ГК 

(7–12 gAPI).
Фация подводного прируслового вала / межрусловых 

площадей представлена переслаиванием песчаников, 
алевролитов и аргиллитов (рис. 4в). Мощность песча-
ников изменяется от 2 до 50 см, алевролитов глинистых 
и аргиллитов 1–10 см. Уменьшение песчаных прослоев 
наблюдается при удалении от русла.

Tекстура: тонкослоистая, градационная, пластических 
деформаций, дебрисная, восходящая рябь течений, кон-
волютная, редко биотурбационная (рис. 2з). 

Ихнофоссилии: редко встречаются следы Thalassinoides, 
Phycosiphon, Fugichnia, Ophiomorpha.

Примеси и другие признаки: растительный детрит, 
мелкие линзочки угля, раковинный детрит.

Интерпретация: клиновидные прирусловые валы 
формируются по краям канала и постепенно выклинива-
ются вглубь бассейна. Высота прирусловых валов обычно 
уменьшается вниз по конусу выноса, и русла становятся 
менее глубокими. Наличие находящихся во взвешенном 
состоянии мелких фракций ведет к росту прирусловых ва-
лов. Валы сложены в разных пропорциях тонкослоистыми 
песчаными и тонкозернистыми турбидитами.

Мощность: 0,30–3,8 м.
Каротажная характеристика: повышенные значения 

ГК (7–14 gAPI).
Фация оползней представлена переслаиванием 

алевролитов мелкозернистых глинистых, алевролитов 
крупнозернистых, песчаников тонкозернистых и аргил-
литов алевритовых. Первичная слоистость нарушена в 
результате оползания осадка.

Ихнофоссилии: не характерны.
Примеси и другие признаки: углистый детрит, раковин-

ный детрит, мелкие интракласты алевролитов глинистых.
Интерпретация: оползание слабоконсолидированных 

отложений происходило на пологом склоне под действием 
силы тяжести.

Мощность: 0,5–6,5 м.
Каротажная характеристика: средние и повышен-

ные значения ГК (10–12 gAPI), ПС.
Фации склона и глубокой части шельфа представ-

лены алевролитами глинистыми и аргиллитами алеври-
товыми (рис. 4г).

Tекстура: микрослоистая, пластических деформаций.
Фаунистические остатки: аммониты, фораминифе-

ры, двустворки, онихиты, фрагменты рыб.
Примеси и др. признаки: растительный детрит, ра-

ковинный детрит, органическое вещество, карбонатные 
стяжения, пирит.

Интерпретация: выпадения из суспензии, низкие 
скорости седиментации, оползание под действием силы 
тяжести.

Мощность: более 10 м.
Каротажная характеристика: повышенные значения 

ГК (9–14 gAPI).
Фациальные модели пластов Ач5-6 представлены на 

рисунке 5.
Наибольшей мощностью песчаников и продуктив-

ностью характеризуется пласт Ач5
2-3. На основании ком-

плексного анализа керна, ГИС и сейсморазведки в объеме 
пласта Ач5

2-3 выделены два парасеквенса: Ач5
2 и Ач5

3, тол-
щина глинистой перемычки, разделяющей их, изменяется 
от 2 до 26 м. Для каждого парасеквенса выделены конусы 
выноса: северный и южный с системами лопастей (рис. 5а, 
5б). Северные конусы выноса характеризуются повышен-
ными мощностями песчаников по сравнению с южными и 
являются перспективными объектами для постановки бу-
рения новых скважин. Подводные конусы выноса пластов 
Ач5

2, Ач5
3 смешанного типа (глинисто-песчаные). Лопасти 
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и распределительные каналы сложены преимущественно 
песчаниками и алевролитами крупнозернистыми, содер-
жание которых в разрезе составляет > 70 %.

Отложения группы пластов Ач6 формировались на 
пологом склоне глинистыми системами (Nichols, 2012), 
лопасти вытянутые и песчаные, осадки сосредоточены 
рядом с каналами (рис. 5в, г).

На основании комплексного анализа керна, ГИС, 
результатов сейсморазведки и гидродинамических ис-
следований скважин ачимовской толщи установлена 
гидродинамическая несвязность отдельных лопастей, что 
является причиной получения различных притоков флю-
ида в скважинах. Для уточнения модели насыщения сла-
боизученных бурением южных конусов выноса пластов 
Ач5

2, Ач5
3 рекомендуется проведение поинтервальных 

испытаний пластов, а также использование опробователя 
пластов на кабеле. 

Выводы 
В результате седиментологического анализа кер-

на ачимовской толщи установлено их формирование 
гравитационными потоками, ниже базиса штормовых 
волн, в относительно глубоководной части шельфа. 
Снос материала происходил с востока на запад. Породы-
коллекторы с максимальной мощностью песчаников и 
наилучшими фильтрационно-ёмкостными свойствами 
(IV и V классы коллекторов) приурочены к подводным 

Рис. 4. Типовые седиментологические разрезы ачимовской толщи Текстуры: 1 – трубки обезвоживания; 2 – блюдцеобразная; 3 – пес-
чаные роллы; 4 – пламенная; 5 – инъекционная; 6 – конволютная; 7 – внедрения/нагрузки; 8 – восходящая рябь течений; 9 – горизон-
тальная; 10 – биотурбационная. Включения: 11 – глинистые интракласты; 12 – тонкие слойки углистого детрита; 13 – рассеянный 
углистый детрит; ихновиды: 14 – Palaeophycus; 15 – Planolites; 16 – Thalassinoides; 17 – Teichichnus. Фауна: 18 – отпечатки чешуи 
рыб; 19 – онихиты; 20 – аммониты. На гранулометрической линейке: Гл – глины аргиллитоподобные, алевролиты глинистые; Ал – 
алевролиты крупнозернистые; песчаники: Пт/з – тонкозернистые; Пм/з – мелкозернистые; Пс/з – среднезернистые.

Рис. 5. Фациальные модели пластов: а – Ач5
2; б – Ач5

3; в – Ач6
0‑2; 

г – Ач6
1-0. Красные точки – скважины с керном.
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каналам и проксимальным частям конусов выноса пла-
стов группы Ач5.

Отложения группы пластов Ач6 отличаются от вы-
шележащих отложений пластов Ач5 повышенными 
значениями содержания слюды и примеси ССО и/или 
карбонатных минералов (кальцита) в цементе песчаников 
и алевролитов и весьма низкими значениями проницае-
мости (< 1*10-3 мкм2).

На основании комплексного анализа керна, ГИС и 
сейсмических материалов выполнена детализация геоло-
гического строения ачимовской толщи, построены фаци-
альные карты пластов Ач5

2, Ач5
3, Ач6

0-2, Ач6
1-0. Подводные 

песчаные лопасти и распределительные каналы являются 
первостепенными объектами для разведки и разработки 
ачимовских отложений. 

В зависимости от строения и модели насыщения ко-
нусов выноса необходимо принимать решение о коррек-
тировки траектории горизонтальных стволов скважин и 
оптимизации дизайна гидроразрыва пластов. 
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Facies models of the Achimov Formation of East-Urengoiskoe license as the basis 
for optimizing exploration and field development patterns
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Abstract. The results of sedimentological core analysis of the 
Achimov Formation (Upper Valanginian, Lower Cretaceous) confirm 
that it was formed by higher efficiency systems of submarine fans 
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Результаты петроупругого моделирования карбонатных 
отложений пермской системы Харьягинского месторождения

С.И. Гусев
ООО «ЗАРУБЕЖНЕФТЬ-добыча Харьяга», Москва, Россия

E-mail: segusev@nestro.ru

Целью настоящей работы является петроупругое моделирования пермских отложений Харьягинского место-
рождения, расположенного на территории Ненецкого автономного округа Архангельской области и приуроченного 
к Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции. Моделируемыми пластами являются отложения артинского 
и ассель-сакмарского горизонтов, сложенные, преимущественно, карбонатными осадками с примесью терри-
генного материала. Первым этапом петроупругого моделирования является оценка качества исходных данных, 
выбор скважин кандидатов, корректировка и нормировка кривых в интервале целевых объектов. После этого 
проводится комплексная интерпретация данных геофизических исследований скважин, выделение коллекторов, 
оценка пористости и нефтенасыщенности. Построение петроупругой модели и анализ возможностей выделения 
коллекторов и оценки характера насыщения в поле упругих параметров является следующим этапом. При этом 
выбор упругой модели зависит от седиментационных и диагенетических процессов, характера насыщающего 
флюида и т.д. В результате моделирования установлено разделение на коллектор/неколлектор по акустическому 
и сдвиговому импедансу, а также связь между акустическим импедансом и пористостью. Связи упругих пара-
метров с характером насыщения не установлено, что может быть связано с жесткостью карбонатного скелета и 
близкими упругими константами нефти и воды.

Ключевые слова: петроупругое моделирование, геофизические исследования скважин, пористость, акусти-
ческий импеданс, сдвиговый импеданс, нефтенасыщенность, карбонатные коллекторы
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Введение
Одним из методов прогнозирования структурных и 

коллекторских свойств является сейсмическая инверсия, 
позволяющая оценить литологические особенности, 
фильтрационно-емкостные свойства и насыщение ис-
следуемых отложений. При этом, инверсия сейсмических 
данных может рассматриваться как детерминистическая 
или стохастическая задача, что дает дополнительные 
возможности для адаптации результатов на априорную 
геологическую информацию.

Целью инверсии сейсмических данных является вос-
становление следующих атрибутов: акустического импе-
данса, сдвигового импеданса и плотности. Связующим 
звеном между упругими характеристиками и фильтра-
ционно-емкостными свойствами отложений является 
петроупругая модель, которая может быть получена на 
основе как теоретических, так и эмпирических данных. 
Для изучения карбонатных пород могут использоваться 
модели включений, аппроксимирующие горную породу 
как однородное изотропное упругое тело, содержащее 
включения – поры. В связи с тем, что включения (поры) 
менее жесткие, чем минералы, они оказывают суще-
ственный эффект на общие упругие свойства горной 
породы. Данные модели называются эффективными мо-
делями карбонатных сред. Среди эффективных моделей 
выделяют дифференциальную эффективную модель, 

самосогласованную модель и др. (Создание методики 
петроупругого моделирования для прогноза литологии и 
коллекторских свойств карбонатных отложений..., 2018).

Целью настоящей работы является оценка возмож-
ности разделения карбонатных отложений пермской 
системы Харьягинского месторождения на коллектор/
неколлектор и по характеру насыщения в поле упру-
гих параметров на основании методики петроупругого 
моделирования.

В соответствии с поставленной целью в работе ре-
шаются следующие задачи (Соколова, Поправко, 2012):

• Коррекция, нормировка и синтез геофизических 
кривых;

• Анализ основных методик петроупругого моделиро-
вания и выбор наиболее оптимальной;

• Создание петроупругой модели и анализ влияния 
типа насыщения на отклик геофизических кривых;

• Анализ результатов моделирования и обоснование 
рекомендаций для дальнейшей сейсмической инверсии.

Для решения поставленных задач использовался ком-
плекс геолого-геофизической информации, включающий 
результаты литолого-петрофизического изучения образ-
цов керна, данные геофизических и гидродинамических 
исследований скважин. Моделирование выполнялось для 
10 скважин, вскрывших отложения пермской системы и 
обладающих наиболее репрезентативным комплексом 
ГИС. Для обработки материалов использовалось про-
граммное обеспечение Geolog 18 компании Paradigm.

Оригинальная статья 
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Общая информация о месторождении
Харьягинское нефтяное месторождение располо-

жено на территории Ненецкого автономного округа 
Архангельской области и приурочено к Тимано-Печорской 
нефтегазоносной провинции. 

Моделируемыми пластами являются отложения ар-
тинского (P1ar) и ассель-сакмарского горизонтов (P1a+s). 
Основными породообразующими минералами пласта P1ar 
являются кварц (49 %) и кальцит (41 %). По результатам 
гранулометрического анализа образцов керна из отложений 
P1ar в скелете пород доля песчаной фракции небольшая 
(менее 3 %). Доля алевритовой фракции превышает 30 %. 
Таким образом, коллекторами P1ar являются глинистые 
алевролиты. Кальцит в артинском горизонте выступает в 
роли цемента. В отложениях горизонта P1ar распростране-
ны коллекторы преимущественно порового типа.

По результатам анализа минерального состава образ-
цов керна выявлено, что основным породообразующим 
минералом пласта P1a+s является кальцит – средняя кон-
центрация составляет 93.5 %. Особенностью карбонатного 
разреза горизонта P1a+s является наличие коллекторов со 
сложной структурой порового пространства (Пересчет 
геологических запасов нефти…, 2017).

Подготовка геофизических кривых
Первым этапом построения петроупругой модели 

является оценка качества используемых геофизических 
кривых, нормализация и восстановление в интервалах 
размыва и отсутствия записи. В качестве метода норма-
лизации кривых выбран метод сравнения распределений 
кривых в интервале продуктивного пласта в связи с от-
сутствием в разрезе опорного пласта с подтвержденными 
литолого-петрофизическими и механическими харак-
теристиками. Все исследуемые скважины расположены 
в пределах одного куста, что исключает изменчивость 
литолого-петрофизических характеристик продуктивных 
отложений в связи с наличием тренда уплотнения или 
латеральной изменчивости. В результате построения 
гистограмм по всем исследуемым скважинам установ-
лено, что часть скважин характеризуются значительным 
смещением медианного значения относительно основной 
выборки (рис. 1).

Коррекция кривых нейтронной пористости, объемной 
плотности, интервального времени пробега продольной и 
поперечной волны в интервалах размыва стенок скважины 
и отсутствия записи выполнялась как на основании дву-
мерных (рис. 2) и многомерных петрофизических связей с 
другими кривыми (нейтронный, индукционный каротаж), 
так и на основании эмпирических уравнений, таких как 
зависимость Гарднера-Кастанья (ур. 1) и Гринберга-
Кастанья (ур. 2) для чистых известняков (Gardner, 1974). 
Нормализации кривых производилась, как правило, путем 
введения аддитивной поправки.

 	 (1) 
 	 (2)

где ρ – плотность породы в г/см3; Vp – скорость продольной 
волны в породе в км/с; Vs – скорость пробега поперечной 
волны в породе в км/с.

Пример восстановления кривой интервального време-
ни пробега продольной волны представлен на рисунке 3.

Пример нормализованных гистограмм распределения 
нейтронной пористости представлен на рисунке 4.

Интерпретация данных геофизических 
исследований скважин

Следующим этапом построения петроупругой 
модели является комплексная интерпретация данных 
геофизических исследований скважин (ГИС), выделение 
коллекторов, оценка пористости и нефтенасыщенности. 
Для решения данной задачи выбран метод решения си-
стемы линейный и нелинейных уравнений, связывающих 
физические свойства минералов и флюидов с откликом 
на геофизических кривых. Данный подход, в частности, 
реализован в модуле «Multimin» ПО «Geolog 18». На ос-
новании литолого-петрофизических исследований керна 
и анализа шлама пробуренных скважин в качестве моде-
лируемых минералов выбраны кальцит, иллит и кварц. В 
качестве заполняющих поры флюидов – нефть и вода. В 
качестве входящих кривых модуля «Multimin» выбраны: 
объемная плотность, нейтронная пористость, откали-
брованная на матрицу известняка, интервальное время 

Рис. 1. Распределение нейтронной пористости продуктивных 
отложений до процедуры нормализации и коррекции кривых. 
Цветом обозначены различные скважины.

Рис. 2. Зависимость плотности от интервального времени 
пробега
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пробега продольной волны, фотоэлектрический фактор, 
естественная радиоактивность, сопротивление промытой 
зоны пласта и сопротивление незатронутой зоны пла-
ста. Для расчета насыщения использовалось уравнение 
Дахнова-Арчи, с коэффициентами m и n, полученными по 
результатам исследования керна. Сопротивления пласто-
вой воды рассчитывалось на основании минерализации 
отобранных проб с учетом влияния температуры пласта 
(Петерсилье, 2003).

В результате, были получены минеральные модели и 
распределение флюидов по каждой из скважин рассма-
триваемого куста в пределах анализируемых отложений 
артинского и ассель-сакмарского горизонтов. Коллекторы 
были выделены на основании граничного значения по 
пористости для каждого из пластов, полученного на осно-
вании комплексного анализа данных исследований керна, 
пластоиспытателей на кабеле и на трубах и опробования 
пластов. Характер насыщения определялся на основании 
граничного значения водонасыщенности с учетом при-
нятого значения водонефтяного контакта (ВНК) (рис. 5).

В качестве критерия достоверности построенной 
петрофизической модели использовались данные керна. 
К сожалению, скважины данного куста не охарактеризо-
ваны керновыми исследованиями, что затрудняет прямое 
сравнение. Однако проведено большое количество иссле-
дований керна артинских и ассель-сакмарских отложений 
в целом по месторождению, и, учитывая выдержанность 
и постоянность фильтрационного-емкостных свойств по 
площади, обобщенные средние значения могут быть ис-
пользованы для сравнения. 

Фильтрационно-емкостные свойства пласта P1аr из-
учены на 682 образцах из 30 скважин, из них коллекторов 
171 образец. Пористость пласта P1ar, измеренная на стан-
дартных образцах методом насыщения раствором NaCl, 
изменяется от 0.3 % до 37 %, принимая среднее значение 
10.8 %. Для коллекторов пласта P1ar значение пористости 
колеблется от 14 % до 37 %, в среднем по пласту пори-
стость коллекторов по 171 образцу составляет 19.8 %.

Среднее значение пористости артинских коллекторов 
по данным ГИС составляет 20.3 % (рис. 6).

Фильтрационно-емкостные свойства (ФЕС) пласта 
P1a+s изучены на 1336 образцах из 32 скважин. Пласт 
P1a+s состоит из верхней и нижней пачки. Верхняя пачка 
обладает более высокими ФЕС коллекторов. ФЕС пласта 
P1a+s рассмотрены как в составе единого объекта, так и 
по пачкам.

Пористость пласта P1a+s, измеренная на стандартных 
образцах методом насыщения раствором NaCl, изменяется 
от 0.29 % до 26.6 %, принимая среднее значение 10.12 %. 
Для коллекторов верхней пачки пласта P1a+s значение 
пористости колеблется от 8 % до 26.6 %, в среднем по пла-
сту пористость коллекторов по 246 образцам составляет 

Рис. 4. Распределение нейтронной пористости продуктивных 
отложений после процедуры нормализации и коррекции кри-
вых. Цветом показаны различные скважины.

Рис. 5. Пример построенной петрофизической модели по од-
ной из скважин

Рис. 3. Пример восстановления кривой интервального време-
ни пробега продольной волны в интервалах пропуска в записи. 
Черный цвет – записанная кривая, красный – синтетическая 
кривая, синий – восстановление кривой в интервалах пропуска.
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13.56 %. Для коллекторов нижней пачки пласта P1a+s 
значение пористости колеблется от 11 % до 24.6 %, в 
среднем по пласту пористость коллекторов по 375 об-
разцам составляет 15.7 %.

По данным ГИС средняя пористость коллекторов 
верхней пачки пласта P1a+s составляет 11.9 %, средняя 
пористость коллекторов нижней пачки – 16.7 %.

Таким образом, можно сделать заключение о коррект-
ности построенной петрофизической модели. Кроме того, 
интервалы выделения коллекторов и оценка характера 
насыщения подтверждены данными пластоиспытателя 
ГДК-ОПК (гидродинамического каротажа и опробова-
ния пластов на кабеле) по 4-м скважинам и испытаний 
в колонне.

Построение петроупругой модели
Следующий этап – построение петроупругой модели 

и анализ возможности выделения коллекторов и оценки 
характера насыщения в поле упругих параметров. При 
выборе модели следует учитывать специфические осо-
бенности карбонатных отложений, такие как (Создание 
методики петроупругого моделирования для прогноза 
литологии и коллекторских свойств карбонатных отло-
жений…, 2018):

• Нелинейная связь пористости и упругих параметров, 
обусловленная влиянием геометрии порового простран-
ства карбонатных пород;

• Незначительное влияние типа флюида на скорости 
волн, связанное с высокой жесткостью скелета;

• Качество карбонатного коллектора не всегда об-
условлено высокой пористостью. На проницаемость 
и фильтрацию флюида в коллекторе влияет наличие 
трещин.

Совместное использование скоростей продольных и 
поперечных волн здесь не так эффективно, как для тер-
ригенных пород. Коэффициент Пуассона, как правило, 
меняется незначительно.

После определения модуля сжатия, плотности и ин-
тервального времени пробега продольной волны в нефти 
и воде данные параметры были также рассчитаны для 
смеси флюидов с учетом фактической нефтенасыщенно-
сти пластов на основании однородной модели смешения, 
в которой эффективный модуль сжатия оценивается на 
основании среднего Ройсса:

	
(3)

где Kf l – модуль сжатия смеси флюидов; Ki – модуль сжатия 
i-го компонента смеси; Si – насыщение i-ым компонентом.

На основании полученной в результате интерпре-
тации объемной минеральной модели вычислены 
плотность, скорость продольной и поперечной волны, 
коэффициент Пуассона, модули сжатия и сдвига, а также 
верхняя граница Войта и нижняя граница Ройсса для 
смеси минералов.

Полученные параметры использованы для модели-
рования упругих свойств насыщенной горной породы 
на основании дифференциальной эффективной модели 
(ДЭМ) с учетом различных аспектных отношений по-
рового пространства для артинских и ассель-сакмарских 
отложений. Критерием достоверности выполненных 
построений являлось соответствие смоделированных 
кривых интервального времени пробега продольной и 
поперечной волны и плотности с фактическими данными, 
полученными в результате геофизических исследований 
в открытом стволе скважин (рис. 7). Полученная разница 
между зарегистрированными и смоделированными гео-
физическими кривыми, как правило, не превышает 5 % и 
может быть связана с качеством исходных данных.

Построенная петроупругая модель позволяет не только 
смоделировать влияние изменения емкостных свойств на 
упругие параметры, но и спрогнозировать влияние смены 
типа насыщения коллекторов на упругие параметры, и, как 
следствие, на сейсмический отклик на основании теории 
Гассмана (Batzle, Wang, 1992):

 
	

(4)

где Kdry – модуль сжатия сухой породы; Ksat – модуль 
сжатия насыщенной породы; K0 – модуль сжатия смеси 
минералов, слагающих породу; Kf l – модуль сжатия смеси 
флюидов; phi – пористость.

В целях определения упругих характеристик в поле 
которых возможно разделение на коллектор/неколлектор 

Рис. 6. Распределение пористости артинских отложений по 
данным ГИС. Цветом указаны различные скважины.

Рис. 7. Сравнение зарегистрированных и смоделированных 
значений объемной плотности, времени пробега продольной и 
поперечной волны. Черным цветом обозначены зарегистриро-
ванные кривые, красным – смоделированные кривые, зеленым – 
разница в процентах.
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Рис. 9. Разделение на коллектор/неколлектор по сдвиговому 
импедансу. Цветная заливка – коллектор (цветом обозначены 
различные скважины), прозрачная заливка – неколлектор.

Рис. 10. Зависимость акустического импеданса от пористо-
сти для нефтенасыщенных и водонасыщенных коллекторов. 
Синий цвет – водонасыщенные коллекторы, красный – нефте-
насыщенные коллекторы.

Рис. 11. Пример моделирования изменения типа насыщения с 
воды на нефть в коллекторах одной из скважин. Черным цве-
том обозначены кривые, записанные в водонасыщенной части 
пласта, красным – после моделирования замещения воды на 
нефть, RHOB – объемная плотность, VP – скорость продоль-
ной волны, VS – скорость поперечной волны, желтая заливка – 
интервалы коллекторов, зеленая заливка – плотные разности.

кальцита в скелете породы и показаниями плотности, 
интервального времени пробега продольной и попереч-
ной волны.

На основании фактических данных подтверждена 
линейная связь между объемным содержанием кальци-
та, иллита и кварца в породе и объемной плотностью в 
артинских и ассель-сакмарских отложениях.

Связь литологического состава с интервальным вре-
менем пробега продольной и поперечной волны носит 
различный характер для артинских и ассель-сакмарских 
отложений, что проиллюстрировано на рис. 13.

Рис. 8. Разделение на коллектор/неколлектор по акустическо-
му импедансу. Цветная заливка – коллектор (цветом обозначе-
ны различные скважины), прозрачная заливка – неколлектор.

или по типу насыщения, построены кросс-плоты и гисто-
граммы распределения.

В результате исследований подтверждено разделение 
на коллектор/неколлектор по акустическому и сдвиго-
вому импедансу в масштабе петрофизических данных 
(рис. 8–9).

Установлена связь акустического и сдвигового импе-
данса с пористостью. Вид связи носит линейный характер 
и зависит от типа флюида, насыщающего поровое про-
странство (рис. 10).

Фактическими данными и результатами моделирова-
ния подтверждено незначительное разделение упругих 
параметров по типу насыщения (рис. 11–12), что не по-
зволяет определить граничные значения параметров для 
определения типа насыщения по сейсмическим данным.

Из рисунка 11 видно, что изменение типа насыщения 
с воды на нефть приводит к закономерному уменьшению 
объемной плотности и скорости пробега продольной 
волны. При этом скорость пробега поперечной волны 
практически не изменяется, что подтверждается физиче-
скими основами метода.

Кроме того, в целях исследования влияния литологи-
ческого состава на упругие характеристики отложений 
построены зависимости между объемным содержанием 
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Рис. 12. Разделение акустического импеданса по характеру 
насыщения. Цветная заливка – водонасыщенные коллекторы 
(цветом обозначены различные скважины), прозрачная залив-
ка – нефтенасыщенные коллекторы

Рис. 13. Зависимость интервального времени пробега продоль-
ной волны от объемного содержания кальцита в породе

Результаты моделирования отклика каротажных кри-
вых в зависимости от различного соотношения кальцита и 
кварца в породе подтверждают предположение о том, что 
различные зависимости между интервальным временем 
пробега поперечной волны и содержанием кальцита в 
скелете породы могут быть объяснены не только нели-
нейностью петрофизической связи, но и влиянием глин 
и кальцитового цемента в составе артинских отложений 
на скорость пробега продольной и поперечной волны.

Данный вывод подтверждает необходимость исполь-
зования как минимум 3-х различных минералов (кварц, 
иллит, кальцит) при построении объемной петрофизи-
ческой и петроупругой модели, а также необходимость 
использования различных аспектных отношений поро-
вого пространства для артинских и ассель-сакмарских 
отложений в связи с различной геометрией поровых 
каналов и свойствами межгранулярного цемента.

Заключение
На основании построения петроупругой модели 

пермских отложений Харьягинского месторождения 

установлена возможность разделения на коллектор/не-
коллектор по акустическому и сдвиговому импедансу, 
а также применимость AVO/AVA инверсии (Amplitude 
Versus Angle/Offset – анализ зависимости амплитуды 
отражения от удаления/угла падения) в целях оценки по-
ристости в межскважинном пространстве. 

Кроме того, установлено отсутствие разделения по 
характеру насыщения, что может быть связано с близкими 
физическими свойства воды и нефти (плотность, интер-
вальное время пробега), а также с высокой жесткостью 
карбонатного скелета породы, что нивелирует влияние 
насыщающего флюида. 

Данные результаты коррелируются с выводами специ-
алистов РГУ нефти и газа имени И.М. Губкина, получен-
ными в результате изучения карбонатных отложений де-
вонской системы Западно-Хоседаюского месторождения 
(Создание методики петроупругого моделирования для 
прогноза литологии и коллекторских свойств карбонатных 
отложений..., 2018).

В связи с тем, что конечной целью создания методики 
петроупругого моделирования является прогноз лито-
логии и коллекторских свойств пермских карбонатных 
отложений Харьягинского месторождения, основным 
критерием эффективности проведенного петроупругого 
моделирования будет являться соответствие прогнозных 
данных фактическим. В качестве фактических данных 
может выступать как информация по новым скважинам, 
так и данные по скважинам, не участвующим в модели-
ровании (контрольным). 

Кроме того, полученные кубы и карты распреде-
ления литологии и петрофизических свойств должны 
соответствовать принятой геологической концепции. В 
частности, в случае рифогенных комплексов латераль-
ное распределение фации рифов должно иметь вполне 
определенную форму в зависимости от типа генезиса 
рифовых построек.

Таким образом, можно заключить, что полученные 
результаты дают предпосылки для использования резуль-
татов инверсии сейсмических данных в целях прогноза 
распределения коллекторов по площади Харьягинского 
месторождения и оценки их пористости. 

Проведение инверсии и оценка полученных резуль-
татов является следующим этапом работы по прогнозу 
латерального распространения коллекторов и оценке их 
фильтрационно-емкостных свойств. 
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Petro-elastic modeling deliverables for the Kharyaga Permian carbonate deposits

S.I. Gusev
Zarubezhneft-Dobycha Kharyaga LLC, Moscow, Russian Federation
E-mail: segusev@nestro.ru

Abstract. The purpose of this study is petro-elastic 
modeling of the Permian deposits occurring in the Kharyaga 
field, which is located in the Nenets Autonomous District of the 
Arkhangelsk Region and is confined to the Timan-Pechora Oil 
and Gas Province. The formations concerned are represented 
by the Artinskian and Asselian-Sakmarian deposits, which 
are mainly composed of carbonate sediments admixed with 
terrigenous material. At the first stage of the petro-elastic 
modeling, the initial data quality is evaluated, candidate wells 
are selected, logging curves for the target formation intervals 
are adjusted and normalized. After that, a comprehensive 
interpretation of the well logging data is carried out; reservoirs 
are identified; porosity and oil saturation are evaluated. At the 
next stage, a petro-elastic model is built, and analysis is carried 
out in order to understand whether or not reservoirs can be 
identified and to evaluate a saturation type within the range of 
elastic parameters. In such case, the elastic model is selected as 
a function of sedimentation and diagenetic processes, saturating 
fluid content, etc. As a result of the modeling process, reservoir/
non-reservoir zoning was identified based on acoustic and shear 
impedance; a relationship between the acoustic impedance 
and porosity was also established. No correlation between the 
elastic parameters and the saturation type has been established, 
which may be attributable to hardness of the carbonate matrix 
and similar elastic properties of oil and water.
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acoustic impedance, shear impedance, oil saturation, carbonate 
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Устойчивость зоны сочленения соосных скважин  
различного диаметра (на примере месторождения 

Ханты‑Мансийского автономного округа)

А.В. Серяков1*, М.Ю. Подбережный2, О.Б. Бочаров1, М.А. Азаматов3
1АО Бейкер Хьюз, Новосибирский технологический центр, Новосибирск, Россия

2Газпромнефть-ГЕО, Санкт-Петербург, Россия
3Салым Петролеум Девелопмент Н.В., Москва, Россия

В работе рассматривается устойчивость стенок скважины в области перехода из большего ствола в меньший 
для различных диаметров отверстий. Для определения формы областей и характера разрушения выполнено 
трехмерное пороупругое моделирование напряженного состояния породы вокруг сочленения соосных скважин 
с учетом образования корки бурового раствора на стенках. Геомеханическая модель учитывает анизотропию 
деформационных свойств среды, которая характерна для прибрежно-морских коллекторов Западной Сибири. 
Разрушение оценивается по критерию Мора-Кулона с учетом условия разрушения на разрыв. Рассматривается 
вертикальное и наклонное сочленение на глубине 2 км, расположенное в песчаном пласте, для которого известны 
пороупругие анизотропные свойства. Выполнен анализ напряженного состояния и порового давления при из-
менении перепада давления на стенках от 1 до 70 атм для сочленений с различными соотношениями диаметров 
скважин. Для вертикального и наклонного сочленения определены безопасные границы изменения давления 
бурового раствора. Установлено, что характер разрушения при изменении давления в скважине для сочленения 
меньших диаметров в целом схож со случаем бóльших диаметров; наблюдаются лишь незначительные различия 
в форме областей разрушения. Показано, что для вертикальной скважины сочленение более устойчиво к повы-
шению давления бурового раствора, чем в наклонном случае, поскольку в последнем инициируется гидроразрыв 
вдоль верхней и нижней частей скважины. Выявлено, что в вертикальном сочленении скважина меньшего диа-
метра устойчивее к понижению давления бурового раствора, чем основной ствол. В наклонном сочленении при 
увеличении давления на забое более устойчивой является скважина большего диаметра.

Ключевые слова: сочленение соосных скважин, пороупругое моделирование, вертикальная и наклонная 
скважина, песчаный коллектор, анизотропия, разрушение
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Введение
При поисково-разведочном бурении (особенно при 

использовании мобильных буровых установок) часто 
возникает ситуация, когда необходимо продолжить углу-
блять скважину (отбирать керн и записывать ГИС), но 
мощности установки не хватает в случае использования 
инструмента текущего диаметра. Из данной ситуации 
возможно выйти путем перехода на буровой инструмент 
меньшего диаметра, оставив открытым ствол, пробурен-
ный до этого долотом большего диаметра. Актуальным 
здесь является вопрос об устойчивости зоны сочленения 
скважин различных диаметров (рис.  1), поскольку ин-
тенсивное откалывание пород стенки скважины ведет к 
оседанию разрушенного материала на забой.

При последовательном отборе керна куски отко-
ловшейся породы вызывают образование сальников в 
керноприемнике, приводят к заклиниванию керна и про-
ведению дополнительных спускоподъемных операций. 
Расширение скважины до основного диаметра после 

операций керноотбора и ГИС также требует оценки 
устойчивости сочленения.

Проблема устойчивости зоны соосного сочленения 
скважин разных диаметров является актуальной при раз-
ведочном бурении с отбором керна, однако постановка, 
описание и подходы к решению задачи не отражены в 
литературных источниках. Следует отметить, что суще-
ствуют похожие задачи по оценке прочности соединений 
труб при повышении внутреннего давления или при 
воздействии внешней нагрузки (например, Грогуленко, 
2017) которые решаются с помощью коммерческих 
пакетов, использующих упругопластические модели 
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Рис. 1. Форма сочленения, об-
разующаяся при отборе керна 
в керноприемник (1) в случае, 
когда диаметр буровой голов-
ки (2) меньше, чем основной 
ствол (3). 
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деформирования. Однако такая постановка не описывает 
физические процессы вокруг области стыковки скважин 
в пористой проницаемой горной породе на километровой 
глубине.

Исследование устойчивости зоны сочленения в про-
ницаемом коллекторе необходимо проводить с помощью 
пороупругого моделирования с учетом неоднородности 
действующих напряжений, анизотропии породы, филь-
трации бурового раствора в формацию с образованием 
корки бурового раствора.

Следует отметить, что двумерные подходы по оценке 
напряженного состояния и порового давления в присква-
жинной зоне (Cui et al., 1997, Liu et al., 2018) здесь имеют 
ограниченное применение, поскольку распределение 
напряжений вблизи плоскости состыковки будет суще-
ственно трехмерным, особенно в наклонных скважинах.

Поро-упруго-пластическое моделирование было 
успешно применено для анализа устойчивости зоны 
сочленения многоствольных скважин в работе (Mohamad-
Hussein, Heiland, 2018). Авторы используют модель 
упрочняющегося пористого материала и пластическую по-
верхность на основе критерия разрушения Мора-Кулона.

В данной статье рассматривается более простой 
случай стыковки скважин и используется вертикально 
трансверсально-изотропная пороупругая модель с учетом 
формирования корки бурового раствора на стенке для 
определения эффективных напряжений и оценки разру-
шения по критерию Мора-Кулона.

Целью моделирования является определение верхней 
и нижней границ давления бурового раствора, при кото-
ром сочленение устойчиво, то есть разрушения в стенках 
скважин минимальны.

Характеристика пород
Моделирование было проведено для геологических 

пород неокомского возраста (пласты АС) месторождений 
Сургутского свода. Данные породы характеризуются 
прибрежно-морскими условиями осадконакопления. 
Коллекторы пластов АС сложены алевролитовыми песча-
никами (рис. 2) с пористостью 13–20 %, проницаемостью 
10–100 мД, породы-покрышки представлены аргилли-
топодобными глинами. Результаты кросс-дипольных 
акустических, электромагнитных измерений и анализов 
керна показывают наличие анизотропных свойств данных 
пород (коэффициент анизотропии 1–10 %).

Рис.  2. Алевритистый песчаник с 
линзовидно-слоистой текстурой; 
а) ультрафиолетовый свет; б) 
дневной свет

а) б)

В этом случае, как показано в работе (Серяков и др., 
2018), анализ устойчивости вертикальных и наклонных 
скважин необходимо проводить с учетом анизотропии 
пороупругих свойств.

Постановка задачи
Рассматривается песчаный коллектор, залегающий на 

фиксированной глубине 2400 м. 
При обработке экспериментальных данных по сжатию 

керна установлено, что деформирование породы лучше 
всего описывается пороупругой трансверсально-изо-
тропной моделью.

Моделируется вертикальная и наклонная секция от-
крытой скважины в области перехода из большего диа-
метра D1 в меньший D2 (рис. 3). Наклонное сочленение 
характеризуется углом ψ с вертикальной осью и азиму-
тальным углом β с направлением действия максимального 
горизонтального напряжения – осью X. Значения углов 
следующие: ψ = 60°, β = 25°. Рассматривается два харак-
терных случая перехода из большего диаметра в меньший: 
I. D1 = 220 мм, D2 = 160 мм; II. D1 = 160 мм, D2 = 120 мм.

Предполагается, что обе секции скважины в области 
сочленения находятся под одинаковым давлением буро-
вого раствора Pb, которое превышает пластовое давление 
P0 на величину dP. Предыдущие работы по интерпретации 
электромагнитных измерений на месторождениях ХМАО 
показали, что на стенке скважины во время бурения об-
разуется слабопроницаемая корка бурового раствора. 
Лабораторные исследования, представленные, в частно-
сти, в публикации (Podberezhny et al., 2017), определяют 
проницаемость этого слоя в 0.001 мД. При моделировании 
сочленения использовалась модель нарастания корки 
бурового раствора, идентичная (Podberezhny et al., 2017).

Пороупругая модель
Для определения напряженно-деформированного состо-

яния пород вокруг сочленения использовалась вертикально 
трансверсально-изотропная пороупругая модель, детально 
описанная в (Cheng, 1997), с упрощениями, представлен-
ными в (Серяков и др., 2018). Модель характеризуется 
однородными свойствами в плоскости, перпендикулярной 
оси симметрии Z, которую в геологической среде удобно 
выбирать совпадающей с направлением напластования 
пород. Для описания деформирования упругой матрицы 
породы необходимо, чтобы были заданы пять констант: 

Рис.  3. Модельное представление участка перехода из 
большего диаметра в меньший; а) вертикальная скважина, 
б) наклонная скважина

а) б)

Рис. 4. Схематичное изобра-
жение действия трансвер-
сально-изотропных модулей 
в сплошной среде
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два модуля Юнга E, E'. два коэффициента Пуассона n, n’, и 
один модуль сдвига G’ (рис. 4). Моделирование проводится 
для фиксированной глубины, на которой восстановленные 
значения констант следующие:

E’ = 12 ГПа, E = 13 ГПа, n’ = 0.16, n = 0.17, G’ = 5.17 ГПа.
Проницаемость среды выбрана равной k = 50 мД.
Коэффициент Био-Виллиса α для прибрежно-морских 

коллекторов ХМАО равен 0.95. Он определен по результа-
там кросс-дипольных измерений, плотностного каротажа 
и уточнен с помощью данных по микро-гидроразрыву пла-
ста. Дополнительные пороупругие константы получены 
из основных зависимостей линейной теории пороупру-
гости с использованием коэффициента объемного сжатия 
материала скелета, сжимаемости флюида и пористости. 
Формулы для констант в подробном виде можно найти 
в (Бочаров, 2016). Учитывая, что пористость f = 0.23, 
объемный коэффициент сжатия скелета K’S = 36 ГПа, 
сжимаемость флюида Kf = 3 ГПа, получим коэффициент 
Скемптона B = 0.5 и модуль Био M = 13.38 ГПа.

Начальное напряженное состояние вокруг скважины бе-
рется из геофизических данных по региональному распре-
делению напряжений, скорректированных на измерения по 
микрогидроразрыву пласта. Поровое давление оценивается 
по результатам интерпретации каротажа. Напряжения на 
фиксированной глубине имеют следующие значения:σn = 
σzz = 54 МПа, σHMax = σxx = 36 МПа, σhmin = σyy = 34 МПа. 
Поровое давление в пласте P0 = 25 МПа. Соотношения 
вертикальных и горизонтальных напряжений указывают 
на то, что месторождение разрабатывается в условиях 
нормального трещинообразования (Zoback, 2010).

При моделировании напряженного состояния сочлене-
ния под давлением учитывалось нарастание корки буро-
вого раствора со следующими физическими свойствами: 
проницаемость корки kc = 0.001 мД, пористость fс = 0.3, 
концентрация взвешенных частиц в буровом растворе 6%.

Помимо корки внутри скважины, учитывалось засо-
рение прискважинной зоны частицами бурового раствора. 
Для этого проницаемость формации в пределах 1 см от 
контура скважины полагалась равной kd = 5 мД ( = 0.1k).

Использование трансверсально-изотропной модели 
для деформирования породы предполагает также ис-
пользования критерия разрушения, в котором прочность 
материала зависит от угла наклона рассматриваемой 
площадки к плоскости напластования (Ашихмин, 2018; 
Гениев, 1993). Однако, ввиду отсутствия эксперимен-
тальных данных по определению прочности образцов по 
различным направлениям, на первом этапе исследований 
был применен изотропный критерий Кулона-Мора:

σ1− σ3ctgψ = C0 , 	 (1)
где σ1, σ3 – главные эффективные напряжения, ctgψ = 
(1+sinj)/(1−sinj), ϕ – угол внутреннего трения, C0 – пре-
дел прочности породы на одноосное сжатие. При анализе 
поврежденности породы мы рассматриваем функцию 
эквивалентного напряжения σв = σ1− σ3ctgψ, которая 
удобна для визуализации и сравнения с С0. Параметры 
разрушения песчаника получены из экспериментов по 
сжатию керна, извлеченного с исследуемой глубины, и 
равняются: ϕ = 30 °C, C0 = 17 МПа. Предел прочности на 
отрыв σТ для песчаника выбран 1 МПа. Тип разрушения 
определяется в зависимости от соотношений главных 

напряжений и расположения относительно кривой пла-
стичности (Фадеев, 1987), определяемой (1) и условием 
отрыва:

σ1 < –σТ ,		   (2)
где мы придерживаемся соглашения, что растягивающие 
напряжения отрицательные. Таким образом, если напря-
женное состояние среды находится в области пластич-
ности, то в породе могут реализоваться либо условия 
сдвигового нарушения (breakouts), либо гидроразрыва 
(hydrofracturing).

Расчеты выполнены на конечноэлементном комплексе 
Geofluid, принцип работы итерационного алгоритма кото-
рого описан, в частности, в (Рудяк и др., 2013).

Результаты моделирования
Рассматриваются два типа сочленений по соотноше-

нию диаметров, при этом сочленения могут быть как 
вертикальными, так и наклонными. Моделирование устой-
чивости для каждого начинается с базового варианта, в 
котором значения перепада давления на стенке скважины 
dP равняется 40 атм, что соответствует «стандартному» 
превышению давления при бурении на глубине 2400 
метров на месторождениях углеводородов в ХМАО. 
Последующие расчеты проводятся при уменьшении и 
увеличении перепада давления от базового варианта с 
шагом в 5–10 атм. Диапазон изменения dP – от 1 до 70 атм.

Визуализация разрушений и поля эквивалентного 
напряжения в трехмерной области осуществляется по 
сечениям плоскостями XY, YZ, XZ. Для вертикального 
сочленения эти плоскости совпадают с исходными ко-
ординатными плоскостями, для наклонного сочленения 
развернуты под теми же углами, что и ось скважин (рис. 5).

Сечения XY характеризуются расстоянием h от 
верхнего сечения, перпендикулярного оси скважины, до 
исследуемой плоскости. Расстояние от верхнего до ниж-
него перпендикулярного сечения моделируемой области 
составляет 2 метра, плоскость перехода от большего диа-
метра к меньшему соответствует h = 1.0 м.

Вертикальное сочленение
Стандартный перепад давления формирует локальную 

по глубине концентрическую область сдвигового разруше-
ния, образующуюся вблизи места состыковки сочленения 
220/160 мм в скважине большего радиуса (рис. 6). Данный 
рисунок и последующие содержат изолинии параметра σв, 
где синим шрифтом приводятся значения эквивалентного 

Рис.  5. Сечения пло-
скостями, по кото-
рым производится 
визуализация параме-
тров разрушения для 
3D модели
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напряжения в МПа. Красной заливкой обозначены области 
сдвигового разрушения.

Учитывая локальный характер разрушения и тот факт, 
что протяженность области по стенке скважины вдоль 
оси z составляет порядка 5 см, данное сочленение можно 
считать условно устойчивым.

Анализируя результаты моделирования для соотноше-
ний диаметров 160/120 мм и такого же перепада давления 
(рис. 7), можно отметить сходный характер разрушения, 
хотя распределение эквивалентного напряжения в области 
изменилось по сравнению со случаем 220/160 мм.

Действительно, происходит перераспределение на-
пряжений формации на уровне h = 1 м (место сочленения). 
Различия в напряжении σв для рассматриваемых вариантов 
соотношений диаметров могут превышать 50 %. Кроме 
того, для случая 160/120 мм возрастают градиенты на-
пряжений – их изменение более резкое, чем для случая 
220/160 мм. Однако вдали от уступа в срединных сечениях 
скважин (h = 0.5 м, h = 1.5 м), поведение параметра σв плав-
ное, а различия между двумя случаями не превышают 12 %.

При уменьшении перепада давления dP до 35 атм об-
ласть разрушения вокруг большего диаметра начинает 
распространяться ниже в формацию, образуя полукольца 
(рис. 8).

Аналогичные изменения происходят и в формации во-
круг сочленения 160/120 мм (рис. 9) при переходе от dP = 
40 к dP = 35 атм, однако в этом случае кольцо под секцией 
скважины большего диаметра полностью замкнуто.

Таким образом, следует ожидать откалывания и вы-
падения в скважину концентрических кусков породы при 
бурении с открытой скважиной.

Дальнейшее уменьшение перепада давления приводит 
к расширению области сдвигового разрушения в форма-
цию, а также к распространению нарушений вдоль стенок 
скважины большего и меньшего диаметра (рис. 10). Таким 
образом, при бурении с перепадом давления, меньшим 
40 атм, стенки сочленения становятся неустойчивыми.

Увеличение dP до 55 атм приводит к уменьшению об-
ластей разрушения в секции большего диаметра. Кольцо 
разрушенного материала при этом размыкается, как 
можно видеть на рис. 11. Отметим, что в сочленении диа-
метров 160/120 мм ширина областей разрушения меньше 
(рис. 11, в).

Дальнейшее увеличение dP до 60 атм приводит к 
полному исчезновению областей разрушения для верти-
кальных сочленений. Следует отметить, что даже увели-
чение dP до 70 атм не вызывает образование отрывных 
нарушений (гидроразрыва).

Рис. 6. Области разрушения в вертикальном сочленении 220/160 мм при dP = 40 атм в плоскостях XY (а, h = 0.99 м), XZ (б), YZ (в). 
Уровни изолиний напряжений sв (МПа) подписаны синим цветом.

а) в)б)

Рис. 7. Области разрушения в вертикальном сочленении 160/120 мм при dP = 40 атм в плоскостях XY (а, h = 0.99 м), XZ (б), YZ (в).

в)б)а)
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Наклонное сочленение
Рассмотрим теперь характер разрушения в наклонных 

секциях скважин.

а) в)б)

Рис. 10. Увеличение областей сдвигового разрушения в сечении 
YZ для сочленения 220/160 мм при уменьшении перепада давле-
ния dP до значений 30 атм (а), 20 атм (б) и 1 атм (в).

Рис. 9. Области нарушений для dP = 35 атм в формации вокруг сочленения 160/120 мм. Расстояния h для сечений XY равняются 
0.99 м (а) и 1.01 м (б). Cечение XZ (в) дает представление о вертикальной длине области.

а) в)б)

Рис. 8. Развитие областей разрушения в вертикальном сочленении 220/160 мм при уменьшении dP до 35 атм. Сечения XY даны для 
h = 0.99 м (а), h = 1.01 м (б). Вертикальную протяженность разрушения можно оценить по секции XZ (в).

а) в)б)

В случае 220/160 мм, при характерном перепаде давле-
ния dP = 40 атм на стенках скважины большего и меньшего 
диаметров индуцируются сдвиговые нарушения (рис. 12), 
что можно видеть по сечениям XY, взятым на расстоянии 
h = 0.99 м (а) и h = 1.01 м (б). Кроме того, на уступе секции 
меньшего диаметра формируется область отрывного раз-
рушения, обозначенная контуром с желтой заливкой на рис. 
12, б, г. Протяженность сдвиговых областей в формации 
параллельно оси скважин удобно отслеживать по сечению 
XZ, поскольку оно преимущественно направлено по на-
правлению действия минимального горизонтального на-
пряжения (рис. 12, в). В то же время, сечение YZ в основном 
ориентированно по направлению максимального горизон-
тального напряжения, и здесь видно наличие гидроразрыва 
(рис.  12,  г). Для лучшей визуализации локализованной 
области отрывного нарушения в сечении YZ представлено 
увеличенное изображение переходной секции.

Учитывая, что угловой размер областей сдвигового 
разрушения превышает 90° (рис. 12, а), считаем, что 
сочленение неустойчиво (Zoback, 2010).

Рассматривая аналогичные секции для сочленения 
160/120 мм, следует отметить сходный характер и вид 
разрушения (рис. 13). Поскольку угловой раствор области 
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разрушения в большем диаметре (рис. 13, а) превышает 
90°, сочленение также неустойчиво. Аналогично случаю 
220/160 мм, здесь также на уступе при переходе из боль-
шего диаметра в меньший образуется зона отрывного 
разрушения (рис. 13, б, г).

Проанализируем, как изменяется картина разрушения 
при уменьшении перепада давления. Следует отметить, 
что предполагаемого исчезновения областей отрыва при 
уменьшении dP не происходит. Всегда остается хотя бы 
одна разрушенная ячейка сетки на выступе, образованном 

Рис. 12. Области разрушения в наклонном сочленении 220/160 мм. Перепад давления dP = 40 атм. Сечения XY взяты для параметра 
h = 0.99 м (а) и h = 1.01 м (б). Области сдвигового разрушения обозначены красной заливкой в плоскости XZ (в). Области отрывного 
разрушения выделены желтой заливкой в плоскости YZ (г).

а) б) в)

г)

г)

а) в)б)

Рис. 13. Области разрушения в наклонном сочленении 160/120 мм. Перепад давления dP = 40 атм. Расстояние до сечения XY h = 
0.99 м (а) и h = 1.01 м (б). Сечения плоскостями XZ и YZ приведены на контурных картах (в), (г).

Рис. 11. Области разрушения при увеличении перепада давления до 55 атм. Представлены сечения XY, h = 0.97 м (а) и YZ (б) для 
сочленения 220/160 мм. Для сочленения 160/120 мм приведено сечение XY, h = 0.97 м (в).

б) в)а)
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в месте перехода из большего диаметра в меньший. 
Данное утверждение верно как для варианта 220/160 мм, 
так и для 160/120 мм. С другой стороны, с уменьшением 
давления в скважине, увеличиваются области сдвиго-
вого разрушения, так как интенсивность сжимающих 
напряжений вокруг отверстий становится выше. Общую 
тенденцию по изменению формы областей разрушений 
можно видеть на рис. 14, где представлен результат для 
перепада давления dP = 20 атм в сочленении с соотно-
шением диаметров 220/160 мм. Следует отметить, что 
область сдвигового разрушения увеличивается как вдоль 
контура скважины, так и по радиальному направлению.

Результат при понижении давления в сочленении 
160/120 мм качественно повторяет случай 220/160 мм, и 
здесь не приводится. 

Дальнейшее уменьшении dP до 1 атм приводит прак-
тически к смыканию областей сдвигового разрушения 
вокруг скважины, то есть происходит полное обрушение 
стенок в сочленении.

Увеличение значения dP до 50 атм в сочленении 
220/160  мм вызывает уменьшение окружного размера 
областей разрушения, которые становятся меньше 90° 

(рис. 15 а, б). Вкупе с тем, что область гидроразрыва все 
еще локализована и сосредоточена на уступе скважины 
меньшего диаметра (рис 15, в, г), наклонное сочленение 
будет устойчиво.

Аналогичную форму имеют области разрушений для 
сочленения 160/120  мм, поэтому бурение на керн при 
dP = 50 атм там также будет устойчивым.

Увеличение dP до 60 атм для сочленения 220/160 мм 
приводит к образованию отрывного разрушения напротив 
уступа в плоскости YZ (рис. 16, а), а также к удлинению 
гидроразрыва с уступа вниз по поверхности скважины. 
Расположение разрывов и сдвиговых нарушений в пло-
скости, перпендикулярной оси скважины, можно видеть 
на рис. 16, б.

Рассмотрим сочленение 160/120 мм в условиях, ког-
да значение dP увеличивается до 60 атм. Здесь также 
образуются два противоположных по азимуту разрыва, 
однако длина этих областей вдоль поверхности скважины 
становится больше, чем в случае 220/160 мм, что можно 
видеть по рис. 17, а. Форму областей сдвиговых наруше-
ний, а также расположение областей отрыва по контуру 
отверстия можно видеть на рис. 17, б.

Рис. 14. Изменение формы областей разрушений при уменьшении перепада давления до dP = 20 атм в сочленении 220/160 мм. Рас-
стояние до сечения XY h = 0.99 м (а) и h = 1.01 м (б). Увеличение сдвиговых нарушений можно видеть на сечении XZ (в). Область 
отрывных нарушений на уступе отображает увеличенное сечение YZ (г).

б) в)

г)

а)

Рис. 15. Форма разрушений вокруг наклонного сочленения 220/160 мм при увеличении перепада давления до dP = 50 атм. Расстояния 
до сечений XY составляют h = 0.99 м (а) и h = 1.01 м (б). Также представлено сечение XZ (в) и увеличенная область стыковки в 
плоскости YZ (г).

б)а) в)

г)
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В целом, ввиду нелокальности областей гидроразрыва 
для рассматриваемых соотношений диаметров в сочлене-
нии, бурение на керноотбор с перепадом давления 60 атм 
будет неустойчивым.

Для обоих соотношений диаметров 220/160 мм и 
160/120 мм дальнейшее увеличение dP до 70 атм вызывает 
распространение трещины гидроразрыва вдоль поверхно-
сти скважины малого диаметра, а также инициирование 
отрывных нарушений в скважине большего диаметра. 
Данный факт можно видеть на рис. 18, где приведено 
сечение плоскостью YZ формации вокруг сочленения. 
Очевидно, что режим бурения на керн с dP = 70 атм для 
наклонного сочленения является безусловно опасным. 

Обсуждение результатов
Результаты по моделированию разрушения формации 

вблизи сочленения получены с использованием верти-
кально трансверсально-изотропной пороупругой модели 
с учетом нарастания корки бурового раствора. В связи с 
небольшим разбросом значений упругих параметров, вос-
становленных из эксперимента по сжатию керна, встает 
вопрос о применимости изотропного подхода для описа-
ния поведения формации. Для пороупругой изотропной 
среды с учетом нарастания корки проведено моделиро-
вание напряженного состояния вблизи вертикального и 
наклонного сочленения. Сравнение результатов с верти-
кально трансверсально-изотропным случаем показало, 
что различие в величине эквивалентного напряжения в 
области стыковки скважин различного диаметра составля-
ет 6–15 %. В связи с тем, что экспериментальные данные 
по деформированию керна более точно описываются 
моделью с анизотропными свойствами, данная система 
уравнений для пороупругой среды и была выбрана для 
численных расчетов.

Важным результатом здесь является то, что для соч-
ленений диаметром 220/160 мм и 160/120 мм принципи-
альных отличий в характере и типе появляющихся в фор-
мации разрушений при изменении давления в скважине 
нет. Таким образом, основные выводы по устойчивости 
при бурении керна могут быть обобщены на оба случая.

Использование «стандартного» для основного ствола 
скважины перепада давления 40 атм оказывается недо-
статочно при бурении на керн с меньшим диаметром до-
лота, поскольку размер областей сдвиговых нарушений 
на контуре скважин указывает на нестабильность стенок. 
Безопасные условия бурения сочленения достигаются 
увеличением давления бурового раствора в скважине на 
10 атм.

Для анизотропных песчаников Сургутского свода 
отбор керна будет предпочтительнее из вертикальных и 
суб-ветикальных скважин. Действительно, вертикальная 
переходная секция более устойчива, поскольку при по-
вышении перепада давления до 70 атм в ней отсутствуют 
трещины гидроразрыва.

В скважинах с углами наклона от 60° бурение с мень-
шим диаметром для извлечения керна нужно осущест-
влять в рамках узкого окна давления в скважине. Перепад 
давления в 50 атм достаточен для стабильности наклонно-
го сочленения, однако его уменьшение на 10 атм вызывает 
критические сдвиговые разрушения, а увеличение на 10 
атм приводит к гидроразрыву стенок.

В качестве области, наиболее подверженной разру-
шению, можно указать на уступ, образованный в месте 
состыковки большего и меньшего диаметров скважины. 
Можно предположить, что в реальных условиях данная 
форма вследствие отколов будет сглажена к плавному 
переходу из одного диаметра в другой.

Отметим также, что для вертикального сочленения 
скважина меньшего диаметра является более резистент-
ной по отношению к уменьшению давления на забое, 
поскольку разрушения инициируются в скважине боль-
шего диаметра, а затем распространяются на поверхность 
меньшей скважины. В противоположность этому, для 
наклонного сочленения при увеличении давления буро-
вого раствора отрывные нарушения возникают сначала в 

б)а)

Рис.  16. Форма разрушений в формации вокруг сочленения 
220/160 мм при повышении dP до 60 атм. В плоскости YZ (а) 
видно распространения гидроразрыва с уступа вдоль сква-
жины меньшего диаметра. Кроме того, в противоположном 
боку скважины также происходит разрыв. Сечение XY взято 
на расстоянии h = 1.05 м (б). Области сдвигового разрушения 
продолжают уменьшаться

Рис. 18. Распространение областей гидроразрыва при увеличе-
нии перепада давления dP до 70 атм в сочленении с соотноше-
ниями диаметров 220/160 мм (а) и 160/120 мм (б). На рисунке 
представлены YZ-сечения наклонного сочленения

а) б)

Рис. 17. Области разрушения при увеличении давления dP до 60 
атм в сочленении 160/120 мм. Протяженность гидроразрыва 
показана на секции YZ (а). Расположение областей отрыва и 
сдвиговых нарушений относительно контура отверстия при-
ведено на сечении XY (б) для расстояния h = 1.1 м

б)а)
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скважине меньшего диаметра, а потом распространяются 
в основной ствол, который является, таким образом, более 
устойчивым к увеличению dP.

Выводы
– Проведено трехмерное пороупругое моделирование 

устойчивости вертикального и наклонного сочленения 
диаметров 220/160 мм и 160/120 мм для диапазонов пере-
пада давления в скважине от 1 до 70 атм в анизотропном 
песчанике продуктивного пласта АС.

– Установлено, что форма и характер разрушений в 
сочленениях для различных соотношений диаметров 
качественно сходны для равных перепадов давлений на 
стенках.

–  Выявлено, что вертикальное сочленение является 
более устойчивым по сравнению с наклонным, поскольку 
при его формировании отсутствуют трещины отрыва.

–  При керноотборе из вертикальных скважин необ-
ходимо поддерживать перепад давления выше 55 атм на 
забое для обеспечения его стабильности.

– В вертикальном сочленении скважина меньшего диа-
метра является более устойчивой к понижению давления 
бурового раствора.

– Для обеспечения устойчивости наклонного сочле-
нения необходимо, чтобы перепад давления составлял 
50 атм ± 10 %. Понижение давления ведет к критическому 
выкрашиванию породы из стенок, повышение вызывает 
распространение отрывного разрушения по поверхности 
скважин.

– При повышении давления в наклонном сочленении 
трещины гидроразрыва инициируются и распространя-
ются, в первую очередь, в скважине меньшего диаметра, 
основной ствол скважины является более устойчивым.
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Abstract. The paper considers borehole wall stability 
in a junction zone of coaxial wells where a borehole of 
bigger diameter connects with a smaller one. To determine 
the shapes and character of rock destruction, 3D poroelastic 
modeling of the stressed state of the rock around the coaxial 
junction with account for mudcake formation was performed. 
The geomechanical model considers the anisotropy of the 
medium’s deformation properties that are characteristic for 
the coastal-marine reservoirs of Western Siberia. The rock 
failure is estimated based on the Mohr-Coulomb criterion 
with account for tensile destruction condition. The paper 
considers cases of vertical and inclined junctions of a well 
drilled at a depth of 2 km in sandstone productive pay with 
known poroelastic anisotropic properties. The stress and pore 
pressure analysis has been performed for a mud pressure drop 
range from 1 to 70 atm and coaxial junctions with different 
combinations of borehole diameters. The safe mud pressure 
window has been determined for vertical and inclined 
junctions. It has been found that the rock failure pattern for 
junction of bigger diameters is, in general, similar to that for 
smaller diameters with some insignificant differences in the 
destruction areas shapes. It has also been demonstrated that 
in vertical junctions, the bottom holes of smaller diameter 
are more stable to reduced drilling-mud pressure than 
the mainboreholes, while in the inclined junction it is the 
mainwellbore that is more stable to increased drilling-mud 
pressure than the bottom hole.

Keywords: 3D poroelastic modeling, coaxial junction, 
vertical and inclined well, anisotropy, rock failure, sandstone 
reservoir
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Разработка комплексной методики прогноза эффективности 
геолого-технических мероприятий на основе алгоритмов 

машинного обучения

А.А. Кочнев1, Н.Д. Козырев1,2, О.Е. Кочнева3*, С.В. Галкин1
1Пермский национальный исследовательский политехнический университет, Пермь, Россия

2Филиал ООО «ЛУКОЙЛ-Инжиниринг» «ПермНИПИнефть» в г. Перми, Пермь, Россия
3Санкт-Петербургский горный университет, Санкт-Петербург, Россия

Основную часть добычи углеводородов на территории России представляют старые нефтегазодобывающие 
районы, для которых характерно значительное снижение продуктивности скважин вследствие высокого обвод-
нения и опережающей выработки наиболее продуктивных объектов. Большую роль для таких месторождений 
играет стабилизация добычи и повышение подвижных запасов за счет совершенствования системы разработки. 
Этому способствует проведение различных геолого-технических мероприятий (ГТМ).

На сегодняшний день актуальной проблемой является повышение надежности прогноза технологической 
и экономической эффективности при планировании различных ГТМ. Это обусловлено сложностью подбора 
скважин-кандидатов в условиях старого фонда, большим объёмом планируемых мероприятий, сокращением 
рентабельности мероприятий, отсутствие комплексной методики оценки потенциала скважин на краткосрочную 
и долгосрочную перспективу.

В настоящее время существует несколько методов, позволяющих оценивать эффективность ГТМ: прогноз 
на основе геолого-промыслового анализа, статистический прогноз, машинное обучение, гидродинамическое 
моделирование. Однако у каждого из них есть свои недостатки и допущения. Авторами предлагается методика 
прогноза эффективности геолого-технических мероприятий, позволяющая комплексировать основные методы 
на разных стадиях оценки эффективности и прогнозировать прирост дебита жидкости и нефти, дополнительной 
добычи, изменение динамики пластового давления и темпов обводнения продукции скважин.

Ключевые слова: геолого-технические мероприятия, прогноз эффективности, машинное обучение, мате-
матическая статистика, гидродинамическое моделирование, геолого-физические параметры
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Анализ эффективности основных 
геолого‑технических мероприятий на карбонатных 
коллекторах месторождений Пермского края

Пермский край является старым нефтедобывающим 
районом, ввиду чего нефтяные месторождения харак-
теризуются высокой выработкой запасов, вовлечением 
в разработку неоднородных коллекторов с низкими ем-
костными свойствами, а также залежами с высоковязкими 
нефтями. Разработка месторождений в сложных геолого-
технологических условиях эксплуатации карбонатных 
коллекторов, как правило, ведется с низкими годовыми 
темпами отбора запасов (не более 2,5 %) и при невысоких 
коэффициентах извлечения нефти (КИН) (не более 35 %) 
(Воеводкин и др., 2014).

На месторождениях Пермского края, начиная с 70-х 
годов, с каждым годом всё активнее внедряются методы 
интенсификации добычи (ИД) и повышения нефтеот-
дачи пласта (ПНП). Даже при высоком экономическом 
эффекте определенной технологии, необходимо исполь-
зовать и внедрять все виды методов ИД и ПНП с целью 

поддержания объектов на необходимом уровне по добыче 
нефти. При этом каждая технология демонстрирует успех 
в определенных геолого-физических и технологических 
условиях (Putilov et al., 2020).

Наиболее успешными методами интенсификации до-
бычи нефти и повышения нефтеотдачи для карбонатных 
объектов месторождений Пермского края признаны кис-
лотный гидравлический разрыв пласта (КГРП), кислотная 
обработка (КО), радиальное бурение (РБ), сверлящая пер-
форация (СП), повторная перфорация (ПП), реперфорация 
и дострел (ДОС) (Илюшин и др., 2015; Кочнев и др., 2018).

На рисунке 1 представлено сравнение эффективности 
технологий за анализируемый период (2006–2019 гг.) для 
вертикальных скважин по показателям средней дополни-
тельной добычи на скважину и среднего среднесуточного 
прироста.

На рисунке 2 представлено сравнение среднего време-
ни действия эффекта от геолого-технических мероприятий 
(ГТМ). Время эффекта – это время работы скважины с 
приростом дебита нефти от ГТМ, до момента снижения 
дебита нефти до базового значения.

Анализ рисунков 1–2 показывает, что наибольшая 
дополнительная добыча и среднесуточный прирост ха-
рактерны для КГРП, однако данная технология имеет 
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существенные недостатки: большая стоимость; риск про-
рыва трещины в обводненный коллектор; использование 
большого объема химических реагентов приводит к слож-
ным работам по утилизации загрязнений. Кроме этого, при 
гидравлическом разрыве пласта (ГРП) высоки техниче-
ские требования к скважинам-кандидатам, что серьезно 
ограничивает применение данной технологии, особенно 
на старом фонде скважин. Остальные из рассмотренных 
технологий менее требовательны к подбору скважин-
кандидатов и менее затратные. Технология радиального 
бурения по среднему приросту дополнительной добычи 
нефти (дополнительная добыча нефти по скважине до 
момента снижения дебита нефти до базового значения) 
от ГТМ уступает только КГРП, а по показателю времени 
экономического эффекта находится на первом месте. 

Технология РБ является одной из основных для 
Чернушинской (25 %), Осинской (24 %) и Ножовской 
(34 %) групп месторождений Пермского края. Анализ 
эффективности ГТМ для различных карбонатных объ-
ектов месторождений Пермского края описан в работах 
(Илюшин и др., 2015; Кочнев и др., 2018). Оценка эффек-
тивности технологии радиального бурения проведена в 
работе (Галкин и др., 2019).

Основные методики для прогноза эффективности 
геолого-технических мероприятий

На сегодняшний день одним из основных методов 
прогноза эффективности ГТМ является их математическое 
моделирование на гидродинамической модели (Кравченко 
и др., 2018; Сайфутдинов и др., 2018; Репина и др., 2018). 
К достоинствам данного метода относится возможность 
комплексной оценки ГТМ в условиях взаимного влияния 
всех скважин на процесс добычи нефти, а также учет гео-
логических особенностей пласта. Моделирование может 

осуществляться во множестве симуляторов. Основными 
для российских нефтегазовых компаний являются про-
граммные комплексы Tempest, Eclipse, T-Navigator.

При геолого-гидродинамическом моделировании 
важно учитывать субъективность адаптации модели и 
способа моделирования ГТМ, что значительно сказыва-
ется на прогнозных характеристиках модели (Olenchikov, 
Kruglikova, 2008; Kolbikov et al., 2018; Lyu et al., 2014). 
Большие затраты времени и стоимость работ по гидроди-
намическому моделированию определяют необходимость 
его использования в основном для проектирования высо-
козатратных ГТМ (бурение горизонтальных скважин (ГС), 
бурение боковых стволов скважин (БС)) (Андронов, 2019).

В методических рекомендациях (Полукеев и др., 2018) 
описан метод прогноза прироста дебита от ГТМ через 
удельный коэффициент продуктивности, который основан 
на сопоставлении аналогов и прогнозе дебита жидкости. 
Расчет прироста дебита по данной методике прост и опе-
ративен при наличии наработанной базы мероприятий, 
однако точность его часто не велика. В расчете не учиты-
вается комплекс геолого-технологических параметров, а 
считается лишь удельный коэффициент продуктивности 
и его составляющие. Подход является на данный момент 
основным для группы компаний “ЛУКОЙЛ”. Детальный 
“ручной” анализ скважин, на основе геолого-промыслового 
анализа с помощью аналитических и статистических мето-
дов занимает большое количество времени и субъективен.

Развитие цифровых технологий обеспечивает зна-
чительный потенциал для применения технологий ма-
шинного обучения в нефтегазовой отрасли (Koroteev et 
al., 2014). Это различные методы, такие как нейронные 
сети, деревья решений, алгоритм случайного леса, кла-
стерный анализ. Среди преимуществ методов машин-
ного обучения для специалистов, проектирующих ГТМ, 
можно отметить возможность оперативного получения 
удовлетворительных прогнозов и отсутствие требований 
навыков гидродинамического моделирования. В целом, 
основные достоинства применения технологий машинно-
го обучения: точность, автоматизация, скорость, возмож-
ность настройки, масштабируемость (Андронов, 2019). 
Основными недостатками являются: отсутствие четких 
алгоритмов прогнозирования, отсутствие физического 
обоснования, низкая интерпретируемость полученных 
результатов (Пичугин и др., 2013; Азбуханов и др., 2019).

Также используются различные методы математи-
ческой статистики для прогноза эффективности ГТМ. 
В работе (Галкин и др., 2019) отмечается успешное 
применение методов, однако существуют недостатки: 
необходимость ручного поиска и анализа “выбросов”, 
применения комплекса различных методов статистики 
для подготовки данных.

Разработка комплексной методики 
прогнозирования эффективности ГТМ

Для повышения надежности прогнозирования пред-
лагается подход комплексирования методов на разных 
стадиях прогноза, состоящий из четырех основных этапов.

1. Создание базы данных по ГТМ и соответствующим 
им геолого-физическим параметрам. 

Для комплексного прогноза эффективности ГТМ не-
обходимо учитывать влияние как геологических, так и 

Рис. 1. Сравнение ГТМ по эффективности. КГРП – кислотный 
гидравлический разрыв пласта, КО – кислотная обработка, 
ПП – повторная перфорация, РБ – радиальное бурение, СП – 
сверлящая перфорация, ДОС – реперфорация и дострел. 
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Рис. 2. Сравнение ГТМ по времени эффекта
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технологических параметров. Поэтому на данном этапе 
необходимо создание сводной базы данных, включаю-
щей скважины на которых проводились ГТМ, а также 
результаты геофизических, гидродинамических и других 
исследований на этих скважинах.

2. Выявление параметров, оказывающих наибольшее 
влияние на потенциал дополнительной добычи для каж-
дого ГТМ, путем использования методов математического 
анализа.

Для обеспечения качественного прогноза необходимо 
понимать, какие параметры определяют эффективность 
технологии в различных геолого-физических условиях. 
Для выявления этих параметров предлагается использовать 
однофакторный и многофакторный математический анализ.

3. Построение моделей регрессии на основе выявлен-
ных параметров для прогноза прироста дебита жидкости/
нефти методами машинного обучения.

На данном этапе проводится построение моделей ма-
шинного обучения, позволяющих прогнозировать прирост 
дебита жидкости/нефти.

4. Прогноз потенциала дополнительной добычи путем 
занесения результатов машинного обучения в гидродина-
мическую модель.

Для получения прогноза на долгосрочную перспективу 
необходимо учитывать взаимовлияние скважин, поэтому 
предлагается комплексирование математических моделей 
с геолого-гидродинамической моделью (ГДМ). 

В данной работе проведена апробация методики на 
примере технологии радиального бурения.

Выявление параметров, влияющих на 
эффективность технологии радиального бурения 

На первом этапе создана сводная база по всем сква-
жинам с проведенными мероприятиями по РБ за период 
с 2006 по 2019 год на территории Пермского края и со-
ответствующим им параметрам. В базу вошли геолого-
физические характеристики пласта (ГФХ), принятые 
на месторождениях при подсчете запасов; результаты 
гидродинамических исследований скважин (ГДИ) до про-
ведения мероприятий по РБ; результаты интерпретации 
геофизических исследований по скважинам (РИГИС), 
дебит нефти и жидкости до РБ, данные по интервалам 
перфорации, данные о ранее проведенных мероприя-
тиях на скважинах. В итоге для оценки эффективности 
мероприятий по радиальному бурению в анализе учтены 
данные по 590 скважинам 40 месторождений нефти и с 
36 параметрами. 

На втором этапе выполнена оценка влияния геолого-
физических параметров объекта на показатели эффек-
тивности ГТМ. В качестве показателей эффективности 
выбраны: среднесуточный прирост дебита нефти (т/сут), 
дополнительная добыча (тыс. т), максимальный дебит 
после ГТМ (т/сут), время эффекта (сут).

Первоначально проведен однофакторный анализ. 
Оценка влияния параметров на показатели эффективно-
сти проводилась с помощью t-критерия Стьюдента. Суть 
метода заключается в проверке гипотезы о равенстве 
средних значений (1):

		

(1)

где Х1, Х2 – соответственно средние значения показателей 
выборки; S1

2, S2
2 – дисперсии показателей выборки. 

Различие в средних значениях считается статистиче-
ски значимым, если tp > tt, где tp – это расчетное значение 
критерия, а tt – табличное значение критерия t. Значения tt 
определяются в зависимости от количества сравниваемых 
данных и уровня значимости (p = 0,05), если уровень зна-
чимости менее 5 %, то выборки различны с вероятностью 
более 95 %. Результаты расчетов критерия Стьюдента 
представлены в таблице 1. Жирным шрифтом для пока-
зателей выделены значения с достигаемым уровнем зна-
чимости р ниже 0,05, при котором с вероятностью более 
95 % можно утверждать о различиях в рассмотренных 
выборках. В этом случае исследуемый параметр оказы-
вает статистически значимое (неслучайное) влияние на 
различия показателей в выборках. Курсивом выделены 
значения с p в диапазоне от 0,05 до 0,10, при которых 
влияние также существует, но несколько ниже.

Большей дополнительной добычей и среднесуточным 
приростом после РБ характеризуются залежи с более 
высокой вязкостью и плотностью нефти, для которых 
в большей степени характерно образование застойных 
зон в низкопроницаемых зонах коллектора. Также более 
предпочтительно применять РБ при условиях значитель-
ного энергетического потенциала залежи (Рпл, Рзаб) и при 
более высокой пористости коллектора. Условия больших 
удельных толщин пропластков, общих и нефтенасыщен-
ных толщин также в целом положительно влияют на 
эффективность РБ. На прирост дебита нефти в первый 
год после РБ влияет эффективная толщина, емкость 
коллектора, плотность нефти, объемный коэффициент и 
газонасыщенность. 

Для комплексной оценки влияния показателей (много-
факторный анализ) использовался линейный дискрими-
нантный анализ. Важнейшим показателем эффективности 
является прирост дебита нефти и жидкости после ГТМ. В 
данном случае выявлялся комплекс параметров, оказыва-
ющий влияние на прирост дебита нефти (2) и жидкости 
(3) после РБ. В результате расчетов получены следую-
щие линейные дискриминантные функции (Z), которые 
максимально разделяют выборки по среднему значению 
прироста дебита.

Для прироста дебита нефти (при R = 0,60):
Z = –0,218∙qн + 10,314∙Kпесч – 0,061∙Красч – 0,00633∙μн + 
0,176∙ςкан + 0,00556∙χ – 0,762∙hпр + 0,0013∙S – 3,41.  (2)
Для прироста дебита жидкости (при R = 0,79):
Z = –0,39∙qж + 0,27∙Pпл – 0,102∙hнн.гис + 0,26∙Кп +
0,069∙S – 6,48, 	 (3)

где qн – дебит нефти до РБ, т/сут; qж – дебит жидкости до 
РБ, м3/сут; hнн.гис – нефтенасыщенная толщина, м; Кп – по-
ристость, %; Кпесч – коэффициент песчанистости, д. ед.; 
Красч – коэффициент расчлененности, ед.; µн – вязкость 
нефти в пластовых условиях, мПа*с; ƍн – плотность нефти 
в пластовых условиях, г/см3; χ – пьезопроводность, см2*с; 
Рпл – пластовое давление, МПа; hпр – средняя толщина 
единичного нефтенасыщенного пропластка, м (средняя 
толщина единичного нефтенасыщенного пропластка 
рассчитывалась как отношение hнн.гис к количеству нефте-
насыщенных пропластков); S – скин-фактор скважины;  
ςкан – hнн.гис, м/кол-во радиальных каналов.
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В результате многофакторного анализа выявлено, что 
на прирост дебита нефти влияет следующий комплекс 
параметров: дебит нефти до РБ, коэффициент песча-
нистости, расчлененность, вязкость нефти, плотность 
каналов, пьезопроводность, средняя толщина единичного 
нефтенасыщенного пропластка и скин-фактор.

На прирост дебита жидкости наибольшим образом 
влияет комплекс параметров: дебит жидкости до РБ, пла-
стовое давление, нефтенасыщенная толщина, пористость, 
скин-фактор.

Выявленные параметры используются для построения 
моделей машинного обучения.

Прогноз прироста дебита жидкости после ГТМ
На данном этапе выполнен прогноз прироста дебита 

жидкости методами машинного обучения. В качестве 
первого метода выбраны искусственные нейронные сети. 
Нейронные сети представляют собой математическую 
модель, построенную по принципу биологических ней-
ронных сетей, и позволяют решать задачи регрессии, 
кластеризации и анализа данных (Вороновский и др., 1997; 
Царегородцев, 2008). В результате построены сети с различ-
ной архитектурой, которые довольно надежно позволяют 
прогнозировать прирост дебита жидкости (R – от 0,77 до 
0,86). Для дальнейшего прогноза выбрана сеть с более 

простой архитектурой – многослойный перспетрон: 17 
нейронов на входном слое, 1 скрытый слой с 5 нейронами 
и 1 нейрон на выходном слое, функция активации нейро-
нов – логистическая, функция ошибки – сумма квадратов. 
При обучении данной сети достигнуты достаточно высокие 
коэффициенты корреляции, как на обучающей выборке, так 
и на тестовой, и контрольной (рис. 3а). 

Второй способ для расчета прироста дебита нефти 
после РБ – support vector machine (SVM). SVM – класс 
алгоритмов обучения с учителем, использующихся для 
задач классификации и регрессионного анализа. В ре-
зультате расчетов строится несколько классифицирующих 
разделяющих прямых, из которых только одна соответ-
ствует оптимальному разделению (Царегородцев, 2008). 
На рисунке 3б представлены результаты расчетов модели 
для обучающей и тестовой выборки, соответственно.

Для сравнения прирост дебита жидкости рассчитан 
методом линейного дискриминантного анализа (ЛДА). 
Метод решает задачи классификации, а не регрессии, 
однако при расчетах возможен переход к вероятностной 
оценке, а через вероятность появляется возможность про-
гнозировать прирост дебита (рис. 4) (Галкин и др., 2019).

Результат обучения в данном случае несколько хуже 
(R = 0.77–0.72), однако преимущество метода заключа-
ется в том, что в процессе построения модели можно 

Табл. 1. Влияние геолого-физических параметров на эффективность РБ для скважин турнейских объектов месторождений 
Пермского края

Дополнительная добыча нефти, т < 2000 > 2000 t-критерий p N1 N2 
Пористость Кп, % 12,4 12,8 -1,64 0,10 96 93 
Вязкость нефти µ, мПа*с 24,9 32,0 -1,76 0,08 96 93 
Плотность нефти ƍн, г/см3 0,87 0,89 -2,06 0,04 96 93 
Забойное давление Рзаб, МПа 5,22 6,29 -2,57 0,01 56 75 
Давление насыщения Рнас, МПа 10,32 10,21 0,33 0,74 56 75 
Скин-фактор S, ед. -3,52 -2,03 -2,82 0,01 56 75 
Нефтенасыщенная толщина hнн.гис., м 8,47 9,32 -1,85 0,07 96 92 
Среднесуточный прирост, т/сут < 3 >3 t-критерий p N1 N2 
Пористость Кп, % 12,32 12,94 -2,59 0,01 102 87 
Вязкость нефти µ, мПа*с 25,38 32,04 -1,65 0,10 102 87 
Плотность нефти ƍн, г/см3 0,87 0,89 -1,90 0,06 102 87 
Удельная толщина пропластка, hпр, м 2,09 1,66 2,08 0,04 97 76 
Пластовое давление Рпл, МПа 11,95 13,29 -2,65 0,01 71 60 
Забойное давление Рзаб, МПа 5,28 6,49 -2,95 0,00 71 60 
S, ед. -3,16 -2,09 -2,01 0,05 71 60 
Продолжительность эффекта от РБ, сут < 900 >900 t-критерий p N1 N2 
Дебит нефти до ГТМ qн, т/сут 3,47 2,89 2,01 0,05 98 91 
Скин-фактор S, ед. -3,66 -1,83 -3,52 0,00 60 71 
Max дебит нефти после РБ, т/сут < 10 > 10 t-критерий p N1 N2 
Дебит нефти до ГТМ qн, т/сут 2,33 4,00 -6,27 0,00 92 97 
Обводненность W,% 21,50 16,86 2,24 0,03 87 96 
Прирост дебита нефти в 1 год после РБ, т/сут < 5 > 5 t-критерий p N1 N2 
Общая толщина пласта Hо, м 21,26 24,53 -1,99 0,05 93 96 
Пористость Кп, % 12,39 12,81 -1,71 0,09 93 96 
Плотность нефти ƍн, г/см3 0,87 0,89 -2,71 0,01 93 96 
Объёмный коэффициент b, д.ед. 1,09 1,06 2,65 0,01 93 96 
Газосодержание G, м3/м3 41,81 31,55 2,31 0,02 93 96 
Скин-фактор S, ед. -3,50 -2,05 -2,73 0,01 56 75 
Общая толщина Hобщ.гис, м 22,23 25,27 -1,85 0,07 93 95 
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верифицировать её физичность. То есть знаки линейной 
дискриминантной функции и параметры не должны 
противоречить физическому смыслу. При построении 
нейросети или модели методом опорных векторов нет 
возможности отслеживать физичность коэффициентов в 
модели, что является одним из главных минусов метода. 

Прогноз дополнительной добычи нефти от ГТМ
В процессе прогноза эффективности ГТМ важно оце-

нивать потенциал дополнительной добычи. При исполь-
зовании только статистических моделей не учитываются 
изменения физических и барических условий пласта в 
прогнозный период, что не позволяет производить оценку 
добычи на долгосрочную перспективу. Статистические 
модели способны прогнозировать только для текущих 
условий и для одной скважины, без учета взаимовлияния 
и интерференции.

Комплексирование статистических моделей и гидро-
динамического моделирования открывает возможности 
планирования ГТМ в долгосрочной перспективе, то есть с 
учетом изменения условий пласта в процессе разработки. 
Помимо этого, подход комплексирования позволяет учесть 

геологическое строение залежи, а именно изменчивость 
свойств в объеме пласта и темпы обводнения скважин 
после мероприятия, в зависимости от гидродинамической 
связанности коллектора и скорости продвижения фронта 
вытеснения нефти водой.

В данной работе для прогнозирования дебита жидко-
сти и дополнительной добычи нефти после мероприятия 
разработаны два алгоритма: 1) комплексирование мате-
матической модели, полученной с помощью нейронной 
сети и гидродинамического моделирования; 2) комплек-
сирование многомерной модели, полученной с помощью 
ЛДА и гидродинамического моделирования.

Алгоритм расчета дополнительной добычи при ис-
пользовании нейросетей следующий:

1. Определение скважин-кандидатов и даты проведе-
ния мероприятия;

2. Расчет прироста дебита жидкости с помощью обу-
ченной нейронной сети;

3. Ввод значений дебита жидкости в гидродинамиче-
ский симулятор с учетом прироста от ГТМ для скважины-
кандидата;

4. Запуск расчета ГДМ;
5. Оценка потенциала прироста дебита нефти, до-

полнительной добычи на прогнозный период, характер 
темпов обводнения и динамики пластового давления.

Для интеграции многомерной статистической модели 
расчета дебита жидкости, полученной с помощью ли-
нейного дискриминантного анализа, разработан скрипт 
на языке Python, позволяющий учитывать полученные 
зависимости в гидродинамическом симуляторе Tempest 
More компании Roxar. 

Разработанные математические модели прироста 
дебита жидкости от ГТМ заносятся в программный код 
скрипта. Переменные математической модели ссылаются 
на векторы значений гидродинамической модели. Скрипт 
учитывает статические показатели (толщина, расчле-
ненность, песчанистость, пористость, проницаемость, 
свойства флюида и т.д.), занесенные в табличном виде в 
симулятор, и динамические показатели работы скважины, 
считываемые скриптом в момент прогноза (пластовое и 
забойное давление, текущий дебит жидкости, обводнен-
ность). В результате это позволяет получить прогноз при-
роста дебита жидкости от мероприятия в любой момент 
времени, а затем производить оценку технологической эф-
фективности мероприятия на долгосрочную перспективу. 

Таким образом, при использовании ЛДА алгоритм 
прогноза дополнительной добычи можно изложить сле-
дующим образом:

1. Определение скважины кандидата и даты проведе-
ния мероприятия;

2. Ввод в гидродинамический симулятор статических 
параметров по скважине (эффективная нефтенасыщенная 
толщина, пористость, скин-фактор и т.д.) в табличном виде;

3. Запуск расчета ГДМ;
4. Определение динамических параметров скважины 

(текущее пластовое давление, текущий дебит жидкости) 
на дату проведения мероприятия в автоматическом режи-
ме с помощью скрипта;

5. Расчет прироста дебита жидкости от ГТМ по заранее 
полученным зависимостям ЛДА в автоматическом режиме 
с помощью скрипта. 

Рис. 4. Сравнение фактических и прогнозных значений. Дис-
криминантный анализ. 
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По формуле (4) рассчитывается линейная дискрими-
нантная функция, максимально разделяющая объекты на 
группы более и менее перспективных ГТМ (граничное 
значение прироста дебита жидкости – 8 м3/сут). В данной 
формуле скрипт считывает параметры дебита жидкости 
(qж) и пластового давления (Рпл) с гидродинамической мо-
дели на момент прогноза. Параметры нефтенасыщенной 
толщины (hнн.гис), коэффициента пористости (Kп) и скин-
фактора (S) заносятся в табличном виде:

Z = –0,39∙qж + 0,27∙Рпл – 0,1∙hнн.гис + 0,26∙Kп+ 
0,07∙S – 6,48. 	 (4)
По формуле (5) рассчитывается вероятность отнесения 

ГТМ к перспективному классу (прирост дебита жидкости 
более 8 м3/сут):

P(Z) = –0,015∙(Z)3 + 0,021∙(Z)2 + 0,34∙(Z) + 0.47. 	 (5)
По формуле (6) рассчитывается значение прироста 

дебита жидкости:
Δqж = 12,35 ∙(P(Z)) +3,82. 	 (6)
6. Расчет дальнейшей динамики технологических 

показателей скважины в ГДМ и определение дополни-
тельной добычи нефти.

В результате, с помощью комплексирования модели 
ЛДА и геолого-гидродинамического моделирования воз-
можен расчет приростов дебита жидкости и нефти от ГТМ 
в автоматическом режиме. Также необходимо отметить, 
что геолого-гидродинамическое моделирование позволяет 
произвести оценку дополнительной добычи нефти от 
ГТМ, динамику пластового давления и темпов обводнения 
после ГТМ, интерференцию скважин (рис. 5–6).

Результаты
Разработанный методический подход включает ком-

бинирование нескольких способов прогнозирования при-
роста дебита жидкости, нефти и дополнительной добычи. 
Комбинация статистического и математического способа 
прогноза позволяет значительно повысить прогнозную на-
дежность эффектов от геолого-технических мероприятий. 
В рамках проведенного исследования разработан скрипт, 
позволяющий в автоматическом режиме рассчитывать 
эффекты от радиального бурения, что значительно со-
кращает временные затраты и позволяет в оперативном 
порядке оценить эффективность мероприятия. 

В результате реализации методики, на примере техно-
логии радиального бурения удалось повысить прогнозную 
надежность прироста дебита жидкости, а также оценки 
дополнительной добычи (рис. 7–8). 

На рисунке 8 представлено сопоставление результатов 
прогноза среднесуточного прироста дебита нефти с фак-
том по существующей и авторской методике. Исходя из 
анализа видно, что существующая методика значительно 
занижает эффект от мероприятия относительно факта, как 
по дополнительной добыче нефти (32 %), так и по време-
ни эффекта. В связи с заниженной оценкой потенциала 
скважины-кандидата существует вероятность отказа от 
мероприятия и, как следствие, снижение конечных КИН 
и эффективности разработки в целом. 

Авторская методика с большей точностью повторяет 
фактический эффект от мероприятия, хотя и показала 
несколько завышенный результат, при этом отклонение 
по дополнительной добыче нефти не превышает 5 %. 

Рис. 5. Оценка эффекта от ГТМ с использованием предложен-
ной методики 
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Рис. 7. Сравнение точности прогноза стандартной методи-
ки и разработанной методики для прогноза прироста дебита 
жидкости после РБ
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Комбинирование статистического и гидродинамического 
моделирования позволяет снизить неопределённости и 
уменьшить недостатки существующих методик путем 
комплексирования методов на разных стадиях прогноза. 
Для уточнения моделей машинного обучения проводится 
физическое обоснование используемых параметров при 
помощи статистического анализа (t-критерий Стьюдента, 
линейный дискриминантный анализ). Для сокращения 
времени прописывания событий в ГДМ и снижения не-
определенностей, связанных со способом моделирования 
различных ГТМ на ГДМ, используется разработанный 
скрипт, позволяющий оперативно заносить данные в гео-
лого-гидродинамические модели, а также рассчитывать 
прирост дебита жидкости с учетом моделей машинного 
обучения, учитывающих комплекс геолого-физических и 
технологических параметров. Скрипт позволяет осущест-
влять расчет эффекта в автоматическом режиме, тем са-
мым сократив временные затраты на 2,5 чел/часа и более.
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Abstract. The main part of hydrocarbon production in 
Russia is represented by old oil and gas producing regions. 
Such areas are characterized by a significant decrease in well 
productivity due to high water cut and faster production of 
the most productive facilities. An important role for such 
deposits is played by stabilization of production and increase 
of mobile reserves by improving the development system. This 
is facilitated by various geological and technical measures.

Today, an urgent problem is to increase the reliability of 
the forecast of technological and economic efficiency when 
planning various geological and technical measures. This 
is due to the difficulty in selecting candidate wells under 
the conditions of the old stock, the large volume of planned 
activities, the reduction in the profitability of measures, the 
lack of a comprehensive methodology for assessing the 
potential of wells for the short and long term.

Currently, there are several methods to evaluate the 
effectiveness of geological and technical measures: forecast 
based on geological and field analysis, statistical forecast, 
machine learning, hydrodynamic modeling. However, each 
of them has its own shortcomings and assumptions. The 
authors propose a methodology for predicting the effectiveness 
of geological and technical measures, which allows one to 
combine the main methods at different stages of evaluating 
the effectiveness and to predict the increase in fluid and 
oil production rates, additional production, changes in the 
dynamics of reservoir pressure and the rate of watering of 
well production.
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Применение методов искусственного интеллекта 
для выявления и прогнозирования осложнений при 

строительстве нефтяных и газовых скважин: проблемы и 
основные направления решения

А.Д. Черников1, Н.А. Еремин1,2*, В.Е. Столяров1, А.Г. Сбоев3, О.К. Семенова-Чащина1, Л.К. Фицнер1
1Институт проблем нефти и газа РАН, Москва, Россия

2Российский государственный университет нефти и газа (национальный исследовательский университет) имени И.М. Губкина, Москва, Россия
3Национальный исследовательский центр «Курчатовский институт», Москва, Россия

В данной работе ставится и решается задача применения методов искусственного интеллекта для обработки 
больших объемов геоданных со станций геолого-технологических измерений с целью выявления и прогнозиро-
вания осложнений при бурении скважин. Цифровая модернизация жизненного цикла скважин с использованием 
методов искусственного интеллекта, в частности, способствует повышению эффективности бурения нефтегазовых 
скважин. В ходе создания и обучения искусственных нейронных сетей с заданной точностью смоделированы 
закономерности, выявлены скрытые взаимосвязи между геолого-геофизическими, техническими и технологи-
ческими параметрами. Проведена кластеризации многомерных объемов данных от датчиков различных типов, 
используемых для измерения параметров в процессе бурения скважин. Разработаны классификационные модели 
искусственного интеллекта для прогнозирования операционных результатов процесса строительства скважин. 
Проводится анализ данных вопросов, и определяются основные направления по их решению.

Ключевые слова: искусственный интеллект, методы машинного обучения, геолого-технологические иссле-
дования, нейросетевая модель, регрессионная модель, строительство нефтяных и газовых скважин, выявление 
и прогнозирование осложнений, предупреждение аварийных ситуаций
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Введение
В период усиливающейся конкуренции на энерге-

тическом рынке на первый план перед отечественными 
нефтегазодобывающими и сервисными компаниями вы-
ходит задача кардинального переосмысления своей дея-
тельности и подходов к обеспечению ее эффективности 
(Абукова и др., 2017; Муслимов, 2017; Dmitrievsky et al., 
2019; Дмитриевский и др., 2020a). Решение этой задачи 
требует фокусировки внимания на ключевых факторах, 
влияющих на операционную деятельность компаний, 
важнейшим из которых является внедрение автоматиза-
ции производственных процессов на основе применения 
систем искусственного интеллекта (ИИ). Искусственный 
интеллект и машинное обучение, или вычислительный 
интеллект являются наукой и техникой, направленной на 
создание интеллектуальных инструментов, устройств, 
комплексов и систем. Его применение для решения слож-
ных проблем в нефтегазовой отрасли становится все более 
востребованным и приемлемым с экономической точки 
зрения (Бобб, 2018; Дьяконов и др., 2017; Еремин, 1994; 
Ивлев и др., 2018; Кабанихин и др., 2018; Казначеев и др., 
2016; Djamaluddin et al., 2019).

Методы искусственного интеллекта разрабатываются 
и внедряются во всем мире во все более возрастающем 
количестве приложений благодаря возможностям вы-
явления физически скрытых процессов и явлений, 
прогностическому потенциалу и гибкости. В таблице 1 
приведено применение различных методов искусствен-
ного интеллекта при проектировании и строительстве 
скважин на основе анализа опубликованных зарубежных 
данных (Дмитриевский и др., 2019; Еремин и др., 2020; 
Линд и др., 2013; Лоерманс, 2017; Пичугин и др., 2013; 
Разработка высокопроизводительной автоматизированной 
системы..., 2019; Abu-Abed, Khabarov, 2017; Alotaibi et 
al., 2019; Chen, Guestrin, 2016; Gurina et al., 2019; Kanfar 
et al., 2020; Kohonen, 1990; Liu et al., 2008; Mayani et al., 
2020; Noshi, Schubert, 2018; Ракичинский, Следков, 2014; 
Singh et al., 2019).

Основными преимуществами систем искусственного 
интеллекта являются (Юрченко, Крюков, 2018; Kanfar et 
al., 2020; Li et al., 2019; Gurina et al., 2019; Kohonen, 1990; 
Liu et al., 2008; Mayani et al., 2020; Noshi, Schubert, 2018; 
Singh et al., 2019):

1. Способность к самообучению, а также эволюцион-
ному развитию и самоорганизации;

2. Большой потенциал для точного анализа круп-
ных исторических и производственных баз данных с 
целью выявления скрытых корреляций и неизвестных 
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закономерностей по сравнению с традиционными 
методами;

3. Способность моделировать сложные нелинейные 
процессы без какой-либо формы установления взаимос-
вязи между входными и выходными переменными;

4. Высокая эффективность при прогнозировании, 
диагностике, мониторинге, контроле состояния и иден-
тификации оборудования и производственных процессов;

5. Более высокая точность прогнозирования резуль-
татов, чем у физических и имитационных моделей, ис-
пользующих линейную или нелинейную множественную 
регрессию;

6. Cверхвысокое быстродействие нейронной сети 
после обучения за счет использования массового парал-
лелизма обработки информации;

7. Способность обучаться на наборах данных в режиме 
реального времени, без написания программы, что часто 
является более рентабельным и практичным, особенно 
когда изменения становятся критически важными;

8. Возможность быстрой разработки с использованием 
уже существующих стандартных программных приложе-
ний, а необходимая специфика может быть заложена в них 
в процессе обучения. 

Отличительными характеристиками современных 
систем ИИ является не только их способность учиться 
на опыте, но и самосовершенствоваться в ходе эксплуата-
ции, что составляет неотъемлемую часть так называемых 

когнитивных вычислений, кардинально повышающих 
эффективность процессов принятия решений при работе 
с большими данными. 

Главной частью основных фондов на разрабатываемых 
нефтегазовых месторождениях являются скважины. При 
строительстве скважин в среднем 20–25 % от времени 
строительства уходит на борьбу с осложнениями и ава-
рийными ситуациями. Стоимость бурения скважин имеет 
тенденцию к повышению, а осложнения при бурении 
становятся все более нежелательными. Сокращение по-
терь рабочего времени для устранения осложнений и их 
последствий является одной из основных возможностей 
для увеличения коэффициента производительности 
работ при строительстве скважин. Основными видами 
осложнений являются: прихват бурильной колонны в 
результате осыпей и обрушений неустойчивых пород, 
сужение ствола скважины осыпающимися породами, по-
глощение бурового раствора и газонефтеводопроявления 
(ГНВП). Доля данных осложнений составляет до 85 % 
от их общего количества, фиксируемого при разработке 
нефтегазовых месторождений. Рассматриваемые виды 
основных осложнений приводят к длительным, дорого-
стоящим простоям и значительным непроизводительным 
затратам на их устранение и ликвидацию последствий. 
Доля затрат на устранение осложнений и вызванных ими 
аварийных ситуаций может составлять до 25 % стоимости 
строительства скважин. Своевременное предотвращение 

Табл. 1. Применение методов искусственного интеллекта при проектировании и строительстве скважин (Дмитриевский и др., 
2019; Еремин и др., 2020; Линд и др., 2013; Лоерманс, 2017; Пичугин и др., 2013; Разработка высокопроизводительной автоматизи-
рованной системы..., 2019; Alotaibi et al., 2019; Chen, Guestrin, 2016; Gurina et al., 2019; Kanfar et al., 2020; Kohonen, 1990; Liu et al., 
2008; Mayani et al., 2020; Noshi, Schubert, 2018; Ракичинский, Следков, 2014; Singh et al., 2019).

Операционный результат Приложение/ Применение Применяемые методы искусственного интеллекта
Проектирование скважины Выбор долота Искусственная нейронная сеть (ANN) 

Предварительная оценка крутизны уклона Обобщенно-регрессионная нейронная сеть 
Прогноз разрушения обсадной колонны Нейронная сеть с обратным распространением 
Качество цемента / Оценка 
производительности 

Искусственная нейронная сеть (ANN) 

Выбор морской буровой платформы Гибрид (Нейронная сеть с обратным 
распространением) 

Геонавигация  Методы машинного обучения на основе 
прецедентов (CBR- системы) 

Методическое определение 
оптимальных 
характеристик 
 

Мониторинг компоновки низа бурильной 
колонны 

Искусственная нейронная сеть (ANN) 

Контроль износа долота Искусственная нейронная сеть (ANN) 
Прогнозирование прихвата и нагрузки Искусственная нейронная сеть (ANN) 
Контроль вибрации Искусственная нейронная сеть (ANN) 
Очистка ствола от шлама Нейронная сеть с обратным распространением / 

множественная линейная регрессия 
Стабильность скважины Мониторинг гидравлического удара, 

потери и размера утечек 
Искусственная нейронная сеть (ANN) 

Поддержка принятия 
решений в проблемных 
ситуациях 

Контроль и устранение неисправностей Нейронная сеть с обратным распространением/  
(Искусственная нейронная сеть-GA) гибрид 

Распознание осложнений, 
оценка рисков 

Оценка рисков при бурении в реальном 
времени 

Методы машинного обучения на основе 
прецедентов (CBR- системы) 

Состояние бурового оборудования Искусственная нейронная сеть (ANN) 
Принятие решений в 
критических ситуациях 

Определение допустимых операций 
согласно условиям бурения 

Методы машинного обучения на основе 
прецедентов (CBR- системы) 



www.geors.ru 89

Георесурсы / Georesources 						                      2020. Т. 22. № 3. С. 87–96

осложнений и аварий при бурении является крайне важ-
ной и актуальной задачей и требует создания комплекса 
методов для их заблаговременного выявления с использо-
ванием современных систем искусственного интеллекта 
и машинного обучения.

С учетом сложности операций, выполняемых при 
разработке нефтегазовых месторождений, наличием не-
определенностей, связанных с геолого-геофизическими 
и внешними условиями, искусственные нейронные сети 
(ИНС) и методы машинного обучения можно отнести к 
категории эффективных инструментов при построении 
автоматизированной системы предупреждения осложне-
ний и аварийных ситуаций при строительстве нефтяных 
и газовых скважин (АС ПОАС) (Юрченко, Крюков, 2018) 
(рис. 1).

Принятие необходимых мер по предотвращению 
аварийных ситуаций возможно при достоверном прогно-
зировании их наступления на основе анализа результатов 
измерений параметров технологических процессов стро-
ительства скважин. Автоматизированная система должна 
выполнять программную обработку результатов измерений 
в реальном масштабе времени, прогнозирование возникно-
вения возможных осложнений и выдачу предупреждающих 
сообщений. При этом в большинстве случаев возникно-
вение осложнений при строительстве скважин определя-
ется сложной совокупностью геолого-геофизических и 
технологических параметров и не может быть выявлено в 
результате визуальных наблюдений оператором. 

Для эффективного функционирования АС ПОАС, с 
учетом специфики сценариев возникновения различных 
типов осложнений, она должна включать в свой состав ин-
тегрированный комплекс технологий ИИ, объединяющий, 
как правило, вспомогательные методы машинного обу-
чения и классификационные нейросетевые модели. При 
этом архитектура системы должна быть открытой на всех 
уровнях организации: структурном, функциональном, ор-
ганизации данных и интерфейсном (Баканов и др., 2009). 

Определяющим фактором для построения АС ПОАС на 
базе современных технологий искусственного интеллекта 
является сбор и организация информации, формирование 
интегрированной базы технических, технологических и 
геолого-геофизических данных.

Организация хранения и подготовки данных 
в автоматизированной системе предупреждения 
осложнений и аварийных ситуаций при 
строительстве нефтяных и газовых скважин

В настоящее время для обмена данными между раз-
личными службами и организациями, работающими в 
нефтегазовой отрасли, широко применяется междуна-
родный открытый стандарт WITSML (Wellsite Information 
Transfer Standard Markup Language), основанный на от-
крытых интернет-стандартах (W3C, SOAP, WSDL, XML) 
и имеющий свой открытый интерфейс прикладных про-
грамм (Standards Software Development Kit (SDK), Open 
Subsurface Data Universe). В качестве источников данных 
при проведении исследований использовались: открытый 
Dataset компании Equinor по месторождению (https://
data.equinor.com/dataset/Volve) – данные по разработке 
16 скважин, архивные данные геолого-технологических 
исследований отечественных компаний-разработчиков 
месторождений Западносибирского нефтегазоносного 
бассейна – 25 скважин и Среднерусского нефтегазонос-
ного бассейна – 32 скважины. В результате проведенного 
анализа подтверждены и обработаны данные по 38 ослож-
нениям различных типов. Для повышения эффективности 
прогнозирования осложнений при обработке данных 
использовались методы машинного обучения выявления 
аномальных отклонений параметров от штатных режимов 
функционирования бурового оборудования.

Для расширения области исходных данных и ее кла-
стеризации использовались специально подготовленные 
симуляционные данные, сформированные по результа-
там моделирования типовых ситуаций возникновения 

Рис. 1. Функциональная схема автоматизированной системы предупреждения осложнений и аварийных ситуаций (Юрченко, 
Крюков, 2018)
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осложнений заданных типов на буровом тре-
нажере (Архипов и др., 2020; Дмитриевский 
и др., 2020).

Подготовка исходных данных для по-
строения моделей проведения нейросете-
вых расчетов состоит из формирования и 
разметки наборов временных/ поглубинных 
данных (WITSLM Realtime drilling data) 
и данных буровых журналов (WITSML 
Daily drilling reports) в формате WITSML 
(WITSML Data Standards), содержащих 
информацию об осложнениях. Такие на-
боры могут быть сформированы, как с 
использованием имеющейся информации 
по конкретной скважине, так и на основе ар-
хивных данных, содержащих информацию о 
ранее пробуренных скважинах со схожими 
геологическими характеристиками. 

Для работы с данными в формате 
WITSML и формирования исходных на-
боров для построения моделей выявления 
и прогнозирования осложнений разработан 
программный модуль подготовки данных, 
состоящий из набора сервисных процедур 
и клиентской части (рис. 2).

Модуль подготовки данных обеспечива-
ет выполнение следующих процедур:

- просмотра и предварительного анализа 
WITSML Realtime drilling data по каждой из 
скважин и выбора скважин для использова-
ния в дальнейших расчетах;

- интерактивного разбора структуры 
данных буровых журналов Daily Drilling 
Reports WITSML Data;

- просмотра записей по литологиям для 
каждой скважины;

- выбора по заданным критериям записей 
по аномальным и аварийным ситуациям.

При выполнении процедур использу-
ется объектная модель данных Energistic. 
Информация сохраняется в форме связан-
ных таблиц, отражающих XML структуру 
объектов drillReports в соответствии со спец-
ификацией WITSML 1.4.1. Для хранения 
данных используется файловое хранилище и 
база данных на основе системы управления 
базами данных (СУБД) MS SQL Server. 

Для автоматизированного отбора данных 
по осложнениям в соответствии с заданными 
критериями (наличие заданных ключевых 
слов, характерных изменений технологиче-
ских параметров и др.) разработан интерфейс 
оператора (рис. 3). Для наглядности, вы-
водимые на экран записи, содержащие ин-
формацию о различных типах осложнений, 
выделяются цветом: «Прихват» – красным, 
«Поглощение» – фиолетовым, «ГНВП» – 
зеленым. Для удобства анализа реализована 
процедура графического представления па-
раметрической информации, содержащейся 
в файлах Realtime Drilling (рис. 4).

Рис. 2. Блок-схема модуля подготовки данных

Рис. 3. Интерфейс блока выбора информации, относящейся к осложнениям

Рис. 4. Пример графического представления параметрической информации по 
выбранным осложнениям
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В результате автоматизированных сбора и подготовки 
данных создаются хранилища неразмеченных (отсутству-
ет соответствующая контекстная информация, данные 
буровых журналов и т.д.) и размеченных по результатам 
экспертизы данных геолого-технологических исследова-
ний, формируются конфигурационные массивы (файлы) 
для формирования и обучения моделей, а также тестовые 
массивы для их валидации, структурируются и хранятся 
различные виды геолого-геофизической, технологической 
и контекстной информации, образующие в своей совокуп-
ности интегрированную базу данных АС ПОАС.

Структурная организация автоматизированной 
системы предупреждения осложнений и аварийных 
ситуаций

Этапы технологического цикла функционирования АС 
ПОАС показаны на правой части схемы (рис. 1), в соот-
ветствии с которой можно выделить три основные этапа: 

- подготовка данных и информационная поддержка 
работы экспертов по выделению возможных осложнений 
в неразмеченных данных;

- формирование, обучение и валидация нейросетевых 
моделей и моделей методов машинного обучения на под-
готовленных экспертами и на неразмеченных массивах 
данных;

- обработка и анализ реально-временных данных бу-
рения с прогнозированием возможностей наступления 
осложнений заданных типов: «Прихват», «Поглощение» 
и «ГНВП», формирование и вывод на экран оператора-
бурильщика соответствующих предупреждающих со-
общений и рекомендаций по предотвращению аварийных 
ситуаций.

Модуль формирования и обучения моделей реализован 
на языке Python (Keras: The Python Deep Learning library, 
LightGBM. Python API ) и обеспечивает подготовку моде-
лей применяемых для прогнозирования и предупреждения 
аварийных ситуаций в системах поддержки процесса 
бурения. В модуле реализованы функции сборки класси-
фикационных нейросетевых моделей.

Сформированная топология нейронной сети АС ПОАС 
состоит из трех основных слоёв:

- первый слой представляет собой многослойный 
персептрон (Multilayered perceptron, MLP);

- затем идёт рекуррентный слой, состоящий из 4-х 
нейронов управляемого рекуррентного блока (Gated 
Recurrent Units, GRU);

- выходной слой для решения классификационной за-
дачи состоит из двух нейронов с активационной функцией 
софтмaкс (softmax).

Структурная схема классификационной нейросетевой 
модели выявления и прогнозирования осложнений АС 
ПОАС приведена на рис. 5

Модели формируются и обучаются в соответствии с 
заданными конфигурационными файлами, что позволяет 
менять гиперпараметры моделей без внесения изменений 
в код модуля. В качестве выходных данных выступают об-
ученные модели, которые сохраняются в виде отдельных 
файлов со своим именем в формате hdf5 и включают в 
себя следующую структуру:

- топология модели, позволяющая воспроизвести обу-
ченную модель;

- настроенные весовые коэффициенты модели;
- состояние оптимизатора.
Модуль обработки реально-временных данных обе-

спечивает интеграцию моделей в АС ПОАС и выполняет 
следующие функции:

- загрузка обученных моделей предсказания аварийных 
ситуаций и параметров предобработки в соответствии с 
конфигурационными файлами;

- передача полученных векторов параметров в модуль 
обработки реальных данных и получение прогнозных 
значений моделей по накопленному окну параметров;

- логирование (запись системной информации) работы 
моделей.

Интерфейс оператора АС ПОАС для детального пара-
метрического анализа причин возникновения осложнений 
типа «Поглощение» при проведении операции бурения 
представлен на рис. 6.

Рис. 5. Структурная схема классификационной нейросетевой модели прогнозирования осложнений
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В левой части экрана отображается временная шкала 
и выполняемые технологические операции и режимы, 
а в правой – графическое представление изменения во 
времени параметров для выявления заданных типов 
осложнений.

Для оператора-буровика разработан упрощенный 
интерфейс с автоматическим определением прогнозных 
вероятностей возникновения осложнений и выводом на 
экран предупреждающих сообщений и сигнализации в 
случае превышения их значений заданного порога (рис. 7).

В левой части экрана в реальном масштабе времени 
отображаются значения технологических параметров, с 
возможностью выбора оператором, а в правой – значения 
вероятностей возникновения осложнений, рассчитанные 
по прогнозным и фактическим параметрам геолого-тех-
нологическим исследованиям (ГТИ). Предупреждения 
о возможности проявления осложнений выводятся на 

экран оператора в виде стрелочных индикаторов, а так-
же шкал временных разверток значений вероятностей 
возникновения осложнений заданных типов с цветовой 
сигнализацией: зеленый при отсутствии угрозы и красный 
при значениях вероятности больше 0,5.

Для расчёта точности использовались метрики Accuracy 
и f1 score. Оценка Accuracy считалась как отношение коли-
чества моментов, в которых совпали эталонные и предска-
занные метки, к общему количеству моментов. Для расчёта 
оценок f1 score сначала для каждого класса рассчитывалось 
количество верно отнесённых (TP) к нему точек, неверно 
отнесённых (FP) и неверно неотнесённых (FN). После этого 
рассчитывалось общее значение точности, равное TP / (TP + 
FP), и полноты – TP / (TP + FN). При этом каждый пример 
брался с весом, зависящем от представительности класса. 
Выбор метрик качества основывался на составе использу-
емых данных и применяемых методов их обработки. 

Рис. 6. Выявление осложнения типа «Поглощение» при бурении скважины

Рис. 7. Интерфейс оператора-буровика
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По результатам тестирования классификационной 
нейросетевой модели получены следующие точности про-
гнозирования различных видов осложнений: «ГНВП» – 
96%; «Поглощение» – 79%; «Прихват» – 87%. 

Проблемы и основные направления их 
решения

Одной из основных проблем при разработке и внедре-
нии систем ИИ в отечественной нефтегазовой отрасли 
является проблема доступности данных, организация 
их сбора, структурирования, хранения и распределения 
потребителям. Основными препятствиями в решении 
данной проблемы являются ведомственные барьеры и 
протекционизм данных нефтегазовых компаний – раз-
работчиков месторождений. 

В настоящее время нефтяная и газовая промышлен-
ность достигли значительных успехов в улучшении про-
изводительности бурения, добавив высокотехнологичные 
скважинные инструменты и датчики, изменив классиче-
ские процедуры бурения и используя самые современные 
системы наземных буровых установок. Прогресс в опти-
мизации процессов строительства нефтяных и газовых 
скважин на основе использования постоянно доступных 
исторических и оперативно получаемых геолого-геофизи-
ческих и технологических данных оказался незначитель-
ным. Оснащение бурильщика и инженеров конкретными 
и быстрыми решениями, основанными на внедрении тех-
нологий искусственного интеллекта при моделировании 
и обработке полевых данных в реальном времени, теперь 
является ключом к повышению операционной эффектив-
ности и снижению затрат при строительстве нефтяных 
и газовых скважин, обеспечении производственной и 
экологической безопасности. 

Основными векторами развития в этом направлении 
является следующее:

- создание современных интерактивных сред для 
обеспечения сбора, систематизации и анализа всей опе-
ративной информации в режиме реального времени и 
обеспечение на этой основе проактивного управления 
процессом строительства скважин (месторождений); 

- автоматизация производственных процессов на осно-
ве внедрения систем искусственного интеллекта;

- создание и внедрение новых ИИ-инструментов для 
дистанционного мониторинга и управления операционной 
деятельностью;

- использование интегрированных кросс-функцио-
нальных показателей эффективности систем ИИ и дея-
тельности компании в целом, позволяющих оптимизиро-
вать все этапы их операционной деятельности. 

Вследствие масштабности и сложности данной задачи 
она не может решаться без внедрения современных мето-
дов искусственного интеллекта и инновационных инфор-
мационных технологий с непосредственным участием в 
проектах ИТ и сервисных компаний, а также профильных 
научных организаций. 

Примером может служить деятельность компании 
Equinor, ставшей одним из основателей инициативы 
OSDU (Open Subsurface Data Universe™), глобального со-
трудничества между большинством крупнейших мировых 
операторов и сервисных фирм в определении стандартов 
для архитектуры открытых данных для недр, создания 

открытых банков данных геолого-технологической инфор-
мации, формируемых начиная от проектирования и стро-
ительства скважин до сопровождения их на всех этапах 
жизненного цикла. При проектировании новых скважин 
и месторождений используются накопленные данные, 
интегрированные на основе облачных технологий.

Все более широкое внедрение методов искусственного 
интеллекта для повышения эффективности строительства 
нефтяных и газовых скважин приводит к растущему в 
геометрической прогрессии количеству и большей спе-
циализации моделей искусственных нейронных сетей, 
настроенных на решение различных целевых задач: 
планирование разработки, оптимизация технологических 
режимов, прогнозирование различных типов осложнений 
при бурении (прихваты, поглощения, ГНВП, износ долота 
и др.) нефтяных и газовых скважин.

В настоящее время в области применения информа-
ционных технологий в нефтегазовой отрасли, сложился 
облик универсальных информационных систем – единая 
цифровая платформа с возможностью создания программ-
ного интерфейса API для взаимосвязи с объединенными 
ресурсами компании разработчика и потребителей разных 
уровней. В отличие от этого в области ИИ отсутствуют 
единые подходы по объединению специализированных 
систем, методов и решений (ИНС, методы машинного 
обучения, системы поддержки принятия решений, экс-
пертные системы), на базе единой цифровой платформы 
ИИ, позволяющей работать с большими объемами не-
структурированных данных.

При этом основным проблемным вопросом является 
интеграция специализированных моделей искусствен-
ных нейронных сетей и методов машинного обучения в 
единую систему, обеспечивающую эффективное реше-
ние заданного комплекса задач в условиях априорной 
неопределенности, связанной с конкретными геолого-
геофизическими, техническими и технологическими 
условиями и факторами. Применительно к проблеме 
реализации системного подхода при внедрении методов 
ИИ для решения задач повышения эффективности стро-
ительства нефтяных и газовых скважин встает вопрос: на 
какой основе возможно объединение таких разнородных 
моделей как прогнозирование различающихся по своей 
природе осложнений: прихватов, поглощений, газонеф-
теводопроявлений и др.

Поэтому основным направлением решения данной 
проблемы в нефтегазовой отрасли является агрегирование 
разнородных программно-алгоритмических комплексов 
(ПАК) ИИ в единую систему. Под агрегированием раз-
нородных ПАК ИИ понимается их объединение в само-
обучающуюся систему на основе унифицированных 
алгоритмов самоорганизации ИИ, образующих единую 
Smart среду (платформу) в информационно-управляющем 
пространстве технологическими процессами нефтегазо-
вой отрасли.

Данная парадигма самоорганизующейся ИИ-Cистемы, 
как новейшая концепция динамической адаптации к усло-
виям конкретного нефтегазового производства, позволит 
обеспечивать интеграцию перспективных нефтегазовых 
технологий на основе внедрения Smart платформы агре-
гирования разнородных ПАК ИИ. Разработку новых Smart 
технологий ИИ для нефтегазовой отрасли планируется 
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реализовать в рамках создания Интегрированного цен-
тра нефтегазовых технологий на базе агрегированной 
системы искусственного интеллекта, создание которого 
позволит перейти на качественно новый технологический 
уровень решения всего комплекса задач нефтегазовой 
отрасли.

Заключение
В ходе исследований определена структура и пара-

метры оптимальной конфигурации моделей нейронных 
сетей и методов машинного обучения, разработан экс-
периментальный образец программного комплекса, 
предназначенный для обеспечения функционирования 
автоматизированной системы предупреждения осложне-
ний и аварийных ситуаций при строительстве нефтяных 
и газовых скважин.

Исследования позволили выявить ряд общих проблем-
ных вопросов во внедрении технологий искусственного 
интеллекта в нефтегазовой отрасли и определить основ-
ные направления по их решению в рамках разработки и 
внедрения единой интегрированной цифровой платформы 
ИИ и совершенствования методов потоковой обработки 
больших объемов геолого-геофизических и реально-вре-
менных технологических данных.
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Abstract. This paper poses and solves the problem of using 
artificial intelligence methods for processing large volumes 
of geodata from geological and technological measurement 
stations in order to identify and predict complications during 
well drilling. Digital modernization of the life cycle of wells 
using artificial intelligence methods, in particular, helps to 
improve the efficiency of drilling oil and gas wells. In the 
course of creating and training artificial neural networks, 
regularities were modeled with a given accuracy, hidden 
relationships between geological and geophysical, technical 
and technological parameters were revealed. The clustering of 
multidimensional data volumes from various types of sensors 
used to measure parameters during well drilling has been 
carried out. Artificial intelligence classification models have 
been developed to predict the operational results of the well 
construction. The analysis of these issues is carried out, and 
the main directions for their solution are determined.
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