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до тех пор, пока энергия потока достаточна для 
того, чтобы объем осадка, поступающего в поток за 
счет эрозии дна в головной части потока, превышал 
количество осадка, уходящего из потока за счет его 
осаждения из более медленно двигающейся осталь-
ной части потока — тела потока и его хвостовой ча-
сти.

В процессе движения классического турбиди-
тового потока вниз по склону происходят обтекание 
окружающей морской водой головы турбидитово-
го потока, а также ее смешивание с турбидитовым 
потоком во фронтальной зоне головы потока (см. 
рис.  3 B). В тыловой части головы потока из взве-
си осаждаются (возврат в поток) наиболее крупные 
осадочные частицы, что приводит к постепенному 
обогащению головы потока наиболее крупнозерни-

стым осадочным материалом и, как следствие, по-
степенному развитию в голове потока высокоплот-
ного придонного инерционного (зернового) слоя. 
Остающиеся значительно дольше во взвеси мелкие 
осадочные частицы вымываются из головы турби-
дитового потока, осаждаясь в более медленно дви-
гающихся частях турбидитового потока (его теле и 
хвостовой части).

Таким образом, наиболее легкий и плавучий 
растительный материал полностью вымывается из 
классического турбидитового потока в процессе его 
движения вниз по склону. В результате присутствие 
растительных остатков оказывается нехарактер-
ным для отложений классических турбидитовых 
потоков.

Рис. 3.  

Fig. 3.

Блок-диаграмма формирования классических (интрабассейновых — I) и гиперпикнальных (экстрабассейновых — E)  
турбидитов
Scheme of turbidite formation: classical (intrabasin — I) and hyperpycnal (extrabasin — E)

ТелоГолова Хвост
Оползень

Голова

Речной сток
Даунвеллинг

Тело
Лофтинг

Глубоководный

морской бассейн

Интрабассейновые
турбидиты

Экстрабассейновые
турбидиты

A

B

C

1
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Длина горизонтальных стрелок показывает изменения скорости потока (по [10] с изменениями)
t — время, d — сток

A — deep sea; movement profile, B — comparison of the flow behavior of I turbidites, C — sustained E turbidites.
1 — decreasing velocity (according to [10], modified)
t — time, d — discharge
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Скорость классического турбидитового потока 
сначала резко увеличивается вниз по подводному 
склону (см. рис. 3 B) и затем по мере торможения 
постепенно снижается в подножии склона .

В отличие от классических турбидитов, непре-
рывное движение гиперпикнального турбидитово-
го потока вдоль выровненной поверхности морско-
го дна осуществляется за счет постоянного притока 
(подпора) речной воды из устья реки в период реч-
ного паводка, поступающая вода как поршень да-
вит на уже излившуюся на шельф (и прилегающий 
склон) речную водную массу, обогащенную осадоч-
ным материалом (гиперпикнальный поток), прида-
вая ей импульс для дальнейшего поступательного 
движения в сторону бассейна. Таким образом, при-
донный гиперпикнальный поток может двигаться 
на значительные расстояния вдоль выровненной 
поверхности дна шельфа вплоть до его бровки. На 
шельфе р. Ориноко по сейсмическим данным вы-
явлены современные подводные гиперпикнальные 
каналы, протягивающиеся на 150 км по дну от дель-
ты реки до бровки шельфа (рис. 4 A).

Скорость движения гиперпикнального тур-
бидитового потока на склоне (см. рис.  3 C) может 
несколько повышаться за счет дополнительного 
действия на поток гравитационной составляющей 
(одновременно с уменьшением высоты потока) и 
затем снижаться у подножия склона, но существен-
но более медленно за счет непрерывной высокой 
разгрузки в бассейн речной воды в течение всего 
паводкового периода, приводя к движению потока 
в бассейн на значительно большее расстояние по 
сравнению с классическим  турбидитовым потоком.

На стадии затухания речного паводка сокраще-
ние объема разгрузки речной воды в бассейн при-
водит к замедлению скорости гиперпикнального 
турбидитового потока и, в конце концов, его оста-
новке. Это замедление наиболее резко происходит 
на выровненных участках дна шельфа, где гипер-
пикнальный поток двигался только за счет давле-
ния поступающих на шельф из устья реки новых 
порций паводковых вод, и более быстро на склоне 
и его подножии, где движение потока помимо по-
ступления паводковых вод осуществлялось еще и 
за счет гравитационной составляющей на склоне. 
После начала замедления гиперпикнального тур-
бидитового потока происходит процесс осаждения 
взвешенного песчаного материала на всех участ-
ках его движения (быстрее на шельфе, медленнее 
на склоне и у его подножия). По мере осаждения из 
потока песчаной взвеси постепенно снижается его 
плотность.

По мере снижения плотности потока, при до-
стижении определенных критических значений 
плотности (более 1036 кг/м3), начинается развитие 
лофтинга (lofting), который заключается в подъ-
еме/отрыве от дна верхней наименее плотной 
части опресненного потока, обогащенной тонко-
зернистым алеврито-глинисто-детритовым мате-
риалом (см. рис. 3 C), с образованием низкоплотно-

го межпотока (interflow), медленно растекающегося 
не только в направлении движения потока, но и в 
стороны от него.

По мере дальнейшего замедления латераль-
ное растекание межпотока приводит к отложению 
транспортируемого им взвешенного алеврито-гли-
нисто-детритового материала в боковой части тур-
бидитового канала с образованием тонкозернистых 
наносов (лофтинг ритмитов) подводных прирусло-
вых валов, ограничивающих канал по бокам. Та-
ким образом, образование подводных прирусловых 
валов могло происходить не только на подводном 
склоне у его подножия и на прилегающей к слону 
части подводной равнины, но и в подводных кана-
лах на дне мелководной части шельфа (вплоть до 
бровки шельфа). Развитие прирусловых валов бла-
гоприятно для формирования подводных шельфо-
вых каналов, что способствует устойчивости гипер-
пикнальных потоков, препятствуя их растеканию.

Морфология глубоководных конусов выноса, 
сформированных гиперпикнальными потоками

На основании анализа результатов 3D-сейсмо-
разведки установлено, что практически все каньо-
ны/склоновые каналы, в устье которых у подножия 
склона присутствуют крупные подводные конусы 
выноса, имеют шельфовое русловое питание. Фик-
сируемое на седиментационных сейсмических сре-
зах и картах спектральной декомпозиции впадение 
русловых систем на краю шельфа в головную часть 
подводных склоновых каньонов, прорезающую 
бровку шельфа, также свидетельствует о речном 
питании подводных конусов выноса (см. рис.  4 B, 
C). Если эрозия в голове каньона получает дополни-
тельную энергию за счет перехвата на шельфе реч-
ного стока или осадков шельфового дрейфа (шель-
фовыми течениями), тогда голова каньона может 
проникать далеко на шельф — на 12 км и более от 
бровки шельфа.

Форма и размеры подводных конусов выноса 
ачимовской толщи, сформированных гиперпик-
нальными турбидитовыми течениями, определя-
лись длительностью речных паводков, а также оса-
дочной нагрузкой реки на суше и объемом водной 
разгрузки. Более длительные периоды речных па-
водков и большая величина рек приводили к обра-
зованию более крупных подводных конусов выноса, 
и наоборот. Ранее было установлено, что морфоло-
гия глубоководных конусов выноса зависит от объе-
ма и гранулометрического состава обломочного ма-
териала, поставляемого на подводный склон, типа 
питающей дельты, количества источников питания, 
угла наклона склона, влияния силы Кориолиса [24], 
изменения относительного уровня моря и других 
факторов [25, 26]. Глубоководные конусы выноса, 
питающиеся дельтой речного типа, как правило, 
имеют удлиненную форму и преимущественно сме-
шанный или глинистый тип турбидитовой системы.

Турбидитовые распределительные каналы на 
многих площадях Западной Сибири протягиваются 
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вглубь бассейна на расстояние более 20–27  км (до 
40 км) от подножия склона (см. рис. 4 B, C). Выра-
женность относительно маломощных терминаль-
ных каналов на сейсмических срезах может быть 
обусловлена их песчаным заполнением и тонко-
зернистым составом ограничивающих прирусло-
вых валов. Быстрое накопление прирусловых валов, 
ограничивающих терминальные каналы, возможно 
при их питании гиперпикнальными турбидитовы-
ми потоками. Большинство глубоководных конусов 
выноса Западной Сибири имеет левостороннюю 
асимметрию [27] за счет авульсионного смещения 

распределительных каналов влево от основного пи-
тающего канала (см. рис. 4 B).

Рассмотренные выше особенности процессов 
осадконакопления в гиперпикнальных турбидито-
вых течениях должны приводить:

– к отложению хорошо сортированных песчаных 
наносов с хорошими первичными фильтрацион-
но-емкостными свойствами в высокодинамичных 
зонах турбидитового осадконакопления  — осевой 
зоне каналов и проксимальных частях лопастей, с 
постепенным ухудшением свойств в сторону пери-

Рис. 4.  
Fig. 4.

Питание глубоководных конусов выноса шельфовыми каналами
Deepwater fan feeding by shelf channels
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A — современные подводные каналы гиперпикнальных потоков дельты р. Ориноко (красные стрелки), переходящие в 
склоновые каналы, питающие подводный конус выноса. Поздний миоцен – плиоцен [12], B — непосредственный переход 
шельфового канала на бровке шельфа в склоновый канал, питающий крупный подводный конус выноса, проявляющего 
левостороннюю асимметрию (срез по амплитудному кубу. Ачимовская толща, Западная Сибирь), C — переход шельфовых 
каналов в склоновые каналы, питающие подводные конуса выноса у подножия склона (карта спектральной декомпозиции. 
Ачимовская толща, Западная Сибирь)
1 — бровка шельфа; 2 — подножие глубоководного склона

A — modern submarine channels of hyperpycnal flows of the Orinoco delta (red arrows), turning into slope channels feeding a 
submarine Orinoco fan. Mayaro Formation, Pliocene [12], B — direct transition of the shelf channel at the shelf edge into a slope 
channel feeding a large submarine fan exhibiting left–sided asymmetry (slice from amplitude cube. Achimov Formation, Western 
Siberia), C — transition of shelf channels into slope channels feeding submarine fans at the foot of the slope (Spectral decomposition 
map. Achimov Formation, Western Siberia)
1 — shelf edge; 2 — foot of deepwater slope
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ферии (дистальных частей). При этом хорошие пер-
вичные фильтрационно-емкостные свойства могут 
быть существенно ухудшены вторичными преобра-
зованиями (карбонатизация, хлоритизация, реге-
нерация кварца и полевых шпатов, сидеритизация 
по биотиту и др.);

–  к формированию вытянутых в сторону бас-
сейна седиментационных турбидитовых лопастей 
подводных конусов выноса, а сами турбидитовые 
каналы должны сохранять свою устойчивость на 
значительном расстоянии и прослеживаться вглубь 
бассейна даже в пределах дистальной зоны под-
водного конуса выноса. Это мнение согласуется с 
данными, полученными по результатам седимен-
тологической интерпретации сейсмических срезов 
и карт спектральной декомпозиции, на которых в 
пределах дистальной части подводных конусов вы-
носа видны многочисленные мелкие терминальные 
турбидитовые каналы, которые могут пересекаться, 
накладываясь на сформированные в их устьях мел-
кие терминальные турбидитовые лопасти.

Выводы
1.  Детальный седиментологический анализ 

ачимовских отложений, изученных по керну сква-

жин, и результаты 3D-сейсморазведки указывают 
на их образование гиперпикнальными (экстрабас-
сейновыми) турбидитовыми потоками, возник-
новение которых было связано непосредственно 
с разгрузкой речных паводковых вод в глубоково-
дный морской бассейн.

2.  Классические (интрабассейновые) и гипер-
пикнальные (экстрабассейновые) турбидитовые 
потоки отличаются друг от друга источниками ма-
териала, механизмом движения потоков, особен-
ностями транспортировки осадочного материала 
потоком, структурой турбидитового потока в про-
цессе движения, составом транспортируемого ма-
териала, а также процессами седиментации.

3. Важными отличиями гиперпикнальных тур-
бидитов от классических являются обильное содер-
жание в породах растительных остатков, а также 
наличие русловых систем, впадающих в головную 
часть склоновых каналов.

4.  Глубоководные конусы выноса, образован-
ные гиперпикнальными потоками, имеют преи-
мущественно вытянутую форму. Более длительные 
периоды речных паводков и большая величина рек 
приводили к образованию более крупных подво-
дных конусов выноса, и наоборот.
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Ключевые слова: Евлах-Агджабединский прогиб; тектоническая структура; мезозойские отложения; угле
водородный потенциал; геологический анализ; ловушки структурного типа.

Аннотация: В статье представлены результаты геолого-геофизических работ и анализ скважинных данных, пробурен-
ных в пределах юго-западной части Евлах-Агджабединского прогиба, а также оценки углеводородного потенциала 
региона, полученные методами геологического картирования, стратиграфического профилирования и геологическо-
го анализа. Приведены результаты исследования нефтегазоносности мезозойских отложений в юго-западной части 
Евлах-Агджабединского прогиба Азербайджана для выявления перспективных зон в целях дальнейших исследова-
ний и разведки на основе геолого-геофизических данных и структурных особенностей региона. Юго-западная часть 
Евлах-Агджабединского прогиба, расположенная на границе Куринской впадины и Малого Кавказа, характеризует-
ся сложным геологическим строением. Основное внимание уделено мезозойским отложениям, среди которых юр-
ско-нижнемеловые вулканогенно-терригенные и верхнемеловые вулканогенно-карбонатные породы имеют ключевое 
значение. Карбонатные отложения верхнего мела достигают значительной толщины, что делает их перспективными 
для накопления углеводородов. Палеоструктурные изменения в конце эоцена и начале палеогена, приведшие к фор-
мированию новых поднятий и изменению глубин залегания осадков, оказали влияние на нефтегазоносность региона. 
Юго-западная часть прогиба обладает потенциальными углеводородными ресурсами в силу благоприятных условий 
для накопления ловушек углеводородов, особенно в верхнемеловых и палеогеновых отложениях. Оценка геологиче-
ского строения и палеоструктурных изменений подчеркивает высокую перспективность юго-западной части прогиба 
для разведки углеводородов, что требует дальнейших детализированных сейсморазведочных исследований и буре-
ния скважин для более точной оценки нефтегазоносного потенциала и экономической целесообразности.

South-western part of Yevlakh-Aghjabedinsky trough: geotectonic aspects of 
Mesozoic series formation
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Abstract: The authors present the results of geological and geophysical works and well data analysis, which were obtained 
using methods of geological mapping, stratigraphic profiling, and geological analysis. The wells were drilled within the 
south-western part of the Yevlakh-Aghjabedinsky trough. The paper also contains an assessment of the region petroleum 
potential. The demonstrated results of studies of oil and gas occurrence in Mesozoic deposits in the south-western part 
of the Yevlakh-Aghjabedinsky trough aimed at identification of promising zones for further investigations and explora-
tion on the basis of geological and geophysical data and structural features of the region. The south-western part of the 
Yevlakh-Aghjabedinsky trough is situated at the Kurinsky trough and the Lesser Caucasus boundary; and complicated geo-
logical architecture is typical of it. The authors were concentrated on Mesozoic deposits, where the Jurassic-Lower Creta-
ceous volcanogenic-terrigenous and Upper Cretaceous volcanogenic-carbonate rocks are of key importance. The Upper 
Cretaceous carbonate rocks reach a considerable thickness, which makes them favourable for hydrocarbon accumulation. 
Paleostructural changes at the Eocene end and Paleogene beginning caused formation of new uplifts and variation of sed-
iments’ depth of occurrence, thus influenced the oil and gas potential of the region. South-western part of the trough is 
expected to contain hydrocarbon resources because of the conditions favourable for hydrocarbon trap formation, especially 
in Upper Cretaceous and Paleogene deposits. Assessment of geological structure and paleostructural changes is indicative 
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Введение
Юго-западная часть Евлах-Агджабединского 

прогиба, расположенная в пределах зоны сочлене-
ния Куринской впадины и Малого Кавказа, является 
ключевым объектом для выявления УВ-потенци-
ала в Азербайджане. Этот регион, охватывающий 
юго-западный борт прогиба, представляет собой 
чередование структурных выступов и гемисинкли-
налей, резко контрастирующих с относительно 
пологой моноклиналью в его северо-восточной 
части, и характеризуется сложным геологическим 
строением и разнообразными осадочными отло-
жениями. В мезозойских толщах, которыми сложен 
бассейн, заметно выделяются юрско-нижнемело-
вые вулканогенные терригенные и верхнемеловые 
вулканогенные карбонатные породы. Они не толь-
ко отличаются разнообразным литологическим со-
ставом, но и имеют важное значение для разведки и 
оценки УВ-потенциала.

В статье приведены результаты всестороннего 
геологического изучения юго-западной части Ев-
лах-Агджабединского прогиба, включая его струк-
турные особенности, характеристики осадочных 
отложений и особенности литологического состава, 
используемые для оценки УВ-потенциала региона. 
С целью выявления перспективных зон для даль-
нейшего проведения геолого-разведочных работ и 
разработки месторождений выполнен анализ тек-
тонических и палеогеологических условий, влияю-
щих на формирование и накопление УВ.

Исходными данными для настоящей работы 
являются результаты геологического картирова-
ния, стратиграфического профилирования, геоло-
гического анализа, а также скважинные данные. 
Приведены материалы изучения литологического 
состава и толщин осадков, а также тектонических 
особенностей и палеоструктурных условий нако-
пления карбонатных и вулканогенных отложений 
в юго-западной части Евлах-Агджабединского про-
гиба, позволяющие всесторонне оценить УВ-потен-
циал региона.

Исследования включали глубокий анализ гео
логического строения и литологического состава 
юго-западной части Евлах-Агджабединского про-
гиба, выявление таких ключевых структурных эле-
ментов, как антиклинали и синклинали, а также 
оценку их УВ-потенциала.

Проведенные исследования значительно рас-
ширили знания о геологическом строении и УВ-по-
тенциале юго-западной части Евлах-Агджабедин-
ского прогиба. Применение современных методов 
геологического картирования, стратиграфического 
профилирования и палеогеологического анализа 
позволяют детализировать литологические и стра-
тиграфические характеристики, выявлять ключе-

вые структурные элементы и оценивать их УВ-по-
тенциал. Ранее проведенные исследования не в 
полной мере учитывали сложные геологические 
особенности этой области, что оставило значитель-
ные пробелы в понимании ее нефтегазового потен-
циала.

В исследовании использовались методы гео-
логического картирования для определения струк-
турных элементов и осадочных образований юго- 
западной части Евлах-Агджабединского прогиба. 
Было проведено детальное стратиграфическое про-
филирование с целью характеристики литологиче-
ского состава и изменений толщины мезозойских 
отложений в различных палеоструктурных зонах. 
Палеогеологический анализ сыграл ключевую роль 
в реконструкции истории эволюции бассейна. Он 
включал интерпретацию поверхностей осадочных 
толщ, реконструкцию структурной эволюции и па-
леоэкологических условий в мезозойский и пале-
огеновый периоды. Материалы по разведочным и 
исследовательским скважинам CD-1 и Борсунлу-1 
были проанализированы для определения литоло-
гического состава, толщины осадков и УВ-потен-
циала в определенных геологических формациях. 
Совместное использование этих методов позволяет 
провести комплексное исследование геологических 
и осадочных характеристик юго-западной части Ев-
лах-Агджабединского прогиба, результаты которого 
способствуют выявлению УВ-потенциала бассейна 
и вносят вклад как в региональное понимание ге-
ологической обстановки, так и в оценку нефтегазо-
вого потенциала Южного Кавказа в целом.

Обзор геологического строения
Юго-западный борт Евлах-Агджабединского 

прогиба осложнен слабовыраженными структур-
ными выступами и гемисинклиналями. Струк-
турные выходы расположены на юго-восточном 
продолжении Муровдагской и Агдамской антикли-
налей, а гемисинклинали  —  на юго-восточном 
продолжении Агджакендской и Агдаринской 
синклиналей (рис.  1). Геологическое строение се-
веро-восточного борта прогиба существенно от-
личается от юго-западного. Этот борт имеет вид 
относительно пологой крупномасштабной моно-
клинали [1].

Мезозойский комплекс в юго-западной ча-
сти Евлах-Агджабединского прогиба сложен юр-
ско-нижнемеловыми вулканогенно-терригенными 
и верхнемеловыми вулканогенно-карбонатными 
толщами.

Отложения нижнего мела и юры были обна-
ружены в скв. CD-1, пробуренной на Саатлинском 
поднятии Кюрдамирско-Саатлинской зоны по-
гребенного поднятия, и в основном представлены 

For citation: Aghajanov F.T., Pogorelova Y.Yu. South-western part of Yevlakh-Aghjabedinsky trough: geotectonic aspects of Mesozoic series formation. 
Geologiya nefti i gaza. 2024;(6):57–65. DOI: 10.47148/0016-7894-2024-6-57-65. In Russ.

of high prospectivity of the south-western part of the trough in terms of hydrocarbon exploration, which requires further 
in-depth seismic studies and drilling wells for more precise assessment of hydrocarbon potential and economic viability.
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вулканическими образованиями. В скважинах, про-
буренных в юго-восточной части юго-западного 
крыла площади Бейлаган, отложения нижнего мела 
также сложены вулканическими породами.

Вулканические породы преобладают и в раз-
резе верхнего мела (до сантона). Верхний сантон-
ско-маастрихтский интервал в основном представ-
лен карбонатными породами [2].

Толщина карбонатных отложений, более бла-
гоприятных для образования и накопления УВ, 
достигает 750  м в северо-западной части бассей-
на (скв. Борсунлу-1) и 800 м в юго-западной части 
(Агджабединский район). Минимальная толщина 
верхнемеловых карбонатных отложений (50–200 м) 
зафиксирована в зоне Мурадханлы-Зардабской ан-
тиклинали и на расположенном к северо-западу от 
нее поднятии Амирарх.

Юго-западная часть Евлах-Агджабединского 
прогиба отделена от прогиба Габырри-Аджинохур 
северо-восточной частью Шамкирского поднятия, 
представленного вулканическими образованиями, 

а на юго-востоке от прогиба Талышгарши — подня-
тием Билясувар [3].

В конце мезозойской эры и в начале палеоге-
на карбонатные отложения верхнего мела были 
частично размыты во внешних частях прогиба и 
зонах поднятий, а в сводовых частях структур Му-
радханлы, Гюллудже и Делимамедлы полностью 
уничтожены.

Палеоструктурные условия поверхности оса-
дочных толщ верхнего мела в конце эоцена сви-
детельствуют, что мезозойский нефтегазоносный 
комплекс претерпел существенные изменения в 
течение раннего и среднего палеогена (рис.  2). В 
этот период в северо-западной части Евлах-Агджа-
бединского прогиба формируется меридиональное 
Нафталано-Гедекбозское поднятие.

Эта зона поднятия меловых отложений, распо-
ложенная на глубинах 400–600 м, разделяет структу-
ру Борсунлу, которая все еще существует в позднем 
мелу, и структуру Барда, на востоке которой распо-
ложены нефтегазоносные регионы Азербайджана. 

Рис. 1.  
Fig. 1.

Тектоническая карта Евлах-Агджабединского прогиба [4]
Tectonic framework of the Yevlakh-Aghjabedinsky trough [4]
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В данных структурах верхнемеловые отложения на-
ходятся на глубине 1400 и 1800 м соответственно [5].

Предполагается, что меловые отложения в 
более крупном Агджабединском бассейне име-
ют такой же уровень погружения. На юго-востоке 
впадина, замкнутая в долине р. Араз, образует при-
заливные депрессии в районах Джафарлы и Худа-
ферин-Бахманлы. В данных структурах отложения 
верхнего мела залегают на глубине 400–1000 м.

Сводовая часть поднятия Мурадханлы, почти 
повсеместно развитая на северо-восточном борту 
прогиба, была областью размыва в течение поздне-
го и среднего палеогена. Здесь вулканические поро-
ды верхнего мела выходят на поверхность и подвер-
гаются эрозии. В соседней Зардабской антиклинали 
небольшой толщины карбонатные, мощные туфо-
генные и вулканические отложения верхнего мела 
залегают на глубине до 200 м (рис. 3).

Как Мурадханлинская, так и Зардабская ан-
тиклинали имеют резко асимметричное строение. 
В конце эоцена узкие северо-восточные крылья 
этих структур отделены от юго-западного крыла 
зоны поднятия Кюрдамир-Саатлы неглубокими 
впадинами.

Эта структура испытывает моноклинальное 
погружение верхнемеловых эоценовых отложений 
до 1000–1200 м к юго-западу от зоны прируслового 
пояса на площади протяженностью 28–30 км2, рас-
положенной между структурами Зардаб и Амирарх. 
На месторождении Амирарх палеоструктура, окон-
туренная замкнутой изогипсой 300  м, отделена от 
зоны прируслового пояса неглубокой и широкой 

синклинальной впадиной, как и на месторождении 
Зардаб (см. рис. 3).

Структуры Бейлаган, Советлер, Агджабеди,  
Гюллудже, Газанбулаг, Делимамедли и др., которые 
являются основными палеоструктурными элемен-
тами верхнемеловых отложений, в конце эоцена 
находились на юго-западном борту Евлах-Агджабе-
динского осадочного бассейна [4].

В структурах, расположенных в центральной 
и северо-западной частях юго-западного борта, 
верхнемеловые отложения находятся на глубине 
200–300 м и разделены на юго-востоке структурами 
Агджабеди, Уджар, Ширванлы и др., а в палеострук-
турах они залегают на глубине 600–1200 м. Это сви-
детельствует о том, что данные структуры подвер-
глись более интенсивному погружению в палеоцене 
и эоцене (рис. 4).

В олигоцен-раннемиоценовое (майкопское) 
время ускоряется процесс осадконакопления в 
юго-западной части Евлах-Агджабединского бас-
сейна. В конце майкопского века в Евлахской и Агд-
жабединского впадинах, расположенных в центре 
бассейна, верхнемеловые отложения погребены на 
глубине 3800–4000 м, в прогибе смещаются в осевом 
направлении, сближаясь друг с другом (см. рис. 4).

Процесс опускания охватывает зону мериди-
онального поднятия Нафталана-Гедекбоз, разде-
ляющую Евлахскую и Борсунлинскую структуры. 
Гипсометрический уровень кровли  верхнемеловых 
отложений снижается до 2000–2500 м [6].

Рис. 2.  
Fig. 2.

Палеоструктурные условия мезозойской осадочной поверхности в конце эоцена [5]
Paleostructure of Mesozoic sedimentary surface at the end of Eocene [5]
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Рис. 3.  
Fig. 3.

Геологический профиль по линиям Бейлаган – Амирарх [6]
Geological cross-section along Beylagan – Amirarkh lines [6]
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Рис. 4.  
Fig. 4.

Геологический профиль по линиям  Агджабеди - Хосров [7]
Geological cross-section along Adjabadi - Khosrov lines [6]
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Сводовая часть поднятия Мурадханлы, пред-
ставляющая собой зону размыва на северо-вос-
точном борту прогиба, также сложена верхнемай-
копскими отложениями толщиной 250–400  м (см. 
рис. 3). Палеоструктура верхнемеловых отложений в 
Зардабской антиклинали, погружающейся быстрее, 
замыкается по изолинии 900–1200 м. Расположен-
ная на северо-западе Амирархская антиклиналь 
также находится примерно на уровне Зардабской 
антиклинали (рис. 5). Эти структуры, как и в конце 
эоцена асимметричны, отделены от зоны выклини-
вания майкопских отложений узкой, но более глу-
бокой синклиналью (см. рис. 1, 5).

Большинство структур, расположенных на 
юго-западном борту Евлах-Агджабединского про-
гиба, проявлены более четко [8]. Палеоструктуры 
верхнемеловых отложений конца майкопского 
века, сохранившие асимметричное строение, окон-
турены замкнутыми изогипсами не реже чем через 
каждые 200  м. В структурах Южно-Бейлаганская, 
Агджабединская и Советлерская, расположенных в 
юго-восточной части бассейна, расстояния между 
изогипсами составляет соответственно 400, 1200 и 
2400 м.

Структура Гуллуджа, находящаяся в самой вы-
сокой части юго-западного борта, также замыкается 
по изолинии 400 м. В то время, как палеоструктура 
Газанбулаг, замыкающаяся по изолинии 1800 м в се-
веро-западном направлении, отделена от монокли-
нали Малого Кавказа асимметричной седловиной 
глубиной 100  м на юго-западе, соседние районы 
Аджидара, Сарыялдаг и Алюшаги несколько ослож-
няют строение региональной моноклинали, обра-
зуя небольшие структурные выступы на ней. Наф-
талано-Гедекбозские поднятия сохраняют прежнее 
направление простирания и глубину залегания 
(2000–2500 м) [7]. В структуре Борсунлу, которая на-
ходится западнее зоны поднятия, процесс опуска-
ния несколько усиливается, а отложения верхнего 
мела углубляются до 3200–3400 м (см. рис. 3).

В структурах, расположенных в зоне Зардаб-Му-
радханлы, поверхность верхнемеловых отложений 
понижается и достигает 800 м в сводовой части под-
нятия Мурадханлы и 2000 м в сводовой части подня-
тия Зардаб. Существующая структурная терраса в рай-
оне Амирарх опускается до глубины 2200 м (рис. 6).

При оценке перспектив нефтегазоносности 
мезозойского комплекса следует в первую оче-
редь отметить, что Куринская впадина, являющая-
ся останцом Южно-Кавказского массива, считается 
бесперспективным в нефтегазоносном отношении 
регионом, так как в юрский период она была сложена 
вулканическими образованиями.

Более благоприятные условия для формирова-
ния УВ в осадочных бассейнах существовали при на-
коплении верхнемеловых отложений [6]. В этих отло-
жениях открыто несколько крупных месторождений 
нефти и газа, некоторые участки которых содержат 
промышленные запасы УВ.

В мезозойских отложениях наблюдаются по-
крышки, обеспечивающие накопление и сохран-
ность УВ. К таким покрышкам для верхнемеловых 
отложений относятся палеоцен-нижнеэоценовые, 
в основном майкопские, глинистые отложения. 
Большинство складок в регионе было образовано в 
верхнемеловой и палеогеновый периоды. Именно 
эти структуры создали благоприятные условия для 
накопления ловушек УВ в отложениях, подвергших-
ся латеральной миграции. В то же время ловушки 
стратиграфического типа, образованные в зонах 
глинизации сингенетичных нефтегазоносных отло-
жений, также имеют важное значение с точки зре-
ния сохранения нефти и газа.

Основные нефтегазоносные комплексы в Ев-
лах-Агджабединском бассейне сформировались в 
мезозое и палеоген-миоцене. Палеоструктурная 
история развития этих комплексов имеет большое 
значение с точки зрения определения времени на-
чала массовой генерации нефти и газа, направле-
ний миграции, формирования и сохранности зале-
жей нефти и газа. Часть верхнемеловых отложений 
Евлах-Агджабединского прогиба считается беспер-
спективной до сантона. Верхняя часть разреза нака-
пливалась в палеотектонических и палеогеографи-
ческих условиях, благоприятных для образования 
УВ [9]. Здесь толщина осадков постепенно увеличи-
вается к центру прогиба и достигает 700–800 м, они 
сложены пелитоморфными известняками, череду-
ющимися с мергелями. В нефтегазовом отношении 
большее значение имеют маастрихские отложения, 
которые подстилаются верхнемеловыми отложени-
ями до глубины более 5000 м, что свидетельствует 
о наличии термобарических условий, необходимых 
для генерации УВ в этих отложениях.

Поверхность мезозойского возраста на севе-
ро-западном борту Евлах-Агджабединского про-
гиба, считающаяся более перспективной в нефте-
газоносном отношении, относится к моноклинали 
с низким углом наклона слоев в конце эоцена (см. 
рис. 2). Верхнемеловые отложения находятся здесь 
на глубине 4000–5000 м. Эоценовые, майкопские и 
миоценовые отложения залегают северо-восточнее 
в возвышенных частях моноклинали.

Борсунлинская и Агджабединская структуры 
с максимальной толщиной отложений в конце эо-
цена были зонами нефтегазообразования, а Му-
радханлы-Зардабская и Амирархская структуры, 
сложенные в конце эоцена карбонатными отло-
жениями с минимальной мощностью слоев, были 
зонами накопления УВ [3].

Палеогеновые глинистые отложения, несоглас-
но залегающие на размытой поверхности верхнего 
мела, находятся в палеогеологических условиях, 
благоприятных для образования ловушек страти-
графического типа как в карбонатных, так и в вул-
канических отложениях верхнего мела (Амирарх) 
[10]. Структуры замкнуты по изогипсам 200 и 300 м. 
Более крутые юго-западные крылья асимметрич-
ных структур считаются более перспективными, 
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так как они расположены на пути миграции нефти 
и газа. На этом борту прогиба методами сейсмораз-
ведки на расстоянии 40 км от Зардаба до Амирарха 
замкнутые структуры не обнаружены.

На этой территории, имеющей по данным сей-
сморазведки моноклинальное строение, отложения 
верхнего мела залегают на глубине 4000–5000  м. 
Эоценовые, майкопские и миоценовые отложения 

Рис. 5.  
Fig. 5.

Палеоструктурные условия мезозойской осадочной поверхности в конце майкопа [4]
Paleostructure of Mesozoic sedimentary surface at the end of Maykop [4]

1 — дислокации.
Остальные усл. обозначения см. на рис. 2

1 — dislocations.
For other Legend items see Fig 2
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Рис. 6.  
Fig. 6.

Палеоструктурные условия мезозойской осадочной поверхности в конце миоцена [4]
Paleostructure of Mesozoic sedimentary surface at the end of Miocene [4]
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последовательно развиваются в северо-восточном 
направлении в возвышенных частях моноклинали. 
Палеогеологические условия были благоприятны 
для формирования ловушек стратиграфического 
типа в меловых карбонатных и вулканических от-
ложениях на участках, перекрытых палеогеновыми 
глинистыми отложениями, несогласно залегающи-
ми на размытой поверхности верхнего мела.

На юго-западном борту юго-восточной части 
Евлах-Агджабединского прогиба верхнемеловые 
отложения зафиксированы на глубине от 200–300 
до 3000–4000  м. Углеводороды, образующиеся на 
больших глубинах, начали мигрировать в юго-за-
падном направлении вдоль борта прогиба. Сфор-
мированные структуры стали ловушками для на-
копления нефти и газа. При этом региональные 
разломы, хотя и обусловили рассеивание УВ, в ряде 
случаев способствовали образованию тектонически 
экранированных ловушек [10].

Заключение
Юго-западная часть Евлах-Агджабединского 

прогиба имеет сложное геологическое строение, 
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характеризующееся наличием моноклиналей, ан-
тиклиналей и синклиналей, которые в основном 
сложены вулканическими и карбонатными порода-
ми от юрского до позднемелового возраста. Толщи-
на осадков заметно варьирует, достигая 800 м, при 
этом карбонатные отложения верхнего мела опре-
делены как весьма перспективные для накопления 
УВ. Тектоническая активность в палеогене сыграла 
решающую роль в создании ловушек, благопри-
ятных для накопления УВ, особенно в антикли-
нальных и синклинальных областях. Отложения 
верхнего мела, особенно маастрихского возраста, 
считаются идеальными для генерации УВ из-за 
благоприятных термических условий и литологи-
ческого состава. Сравнительный анализ с соседни-
ми бассейнами подчеркивает значимые геологиче-
ские особенности и потенциал бассейна. Будущие 
геолого-разведочные работы должны быть сосре-
доточены на проведении передовых сейсмических 
исследований и бурении скважин для проверки ре-
сурсного потенциала и оценки экономической це-
лесообразности.
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Аннотация: В статье приведены материалы исследования нефтей и конденсатов юрских залежей Пудинского нефтега-
зоносного района Васюганской нефтегазоносной области. Установлена существенная неоднородность физико-химиче-
ских характеристик углеводородных флюидов как по площади, так и по разрезу, что свидетельствует о значительном 
влиянии на их состав миграционных процессов. В соответствии с геохимической интерпретацией аналитических дан-
ных по составу низкомолекулярных углеводородов С3–С9, н-алканов, ациклических изопренанов, стеранов, терпанов 
и аренов проведена генетическая типизация исследованной коллекции. Показано, что большинство нефтей и кон-
денсатов из верхнеюрских залежей (наунакская свита) имеют преимущественно аквагенный генезис и их источником 
является органическое вещество баженовской свиты. Изученные конденсаты из среднеюрских залежей (тюменская 
свита, Казанская и Останинская площади) по генетическим параметрам близки преимущественно террагенному ор-
ганическому веществу тюменской свиты. Смешанный генетический тип, диагностированный для отдельных проб из 
залежей в наунакской свите, свидетельствует об участии в генерации углеводородных флюидов верхнеюрских залежей 
нескольких источников с разным фациально-генетическим типом органического вещества (баженовская, тогурская, 
тюменская свиты). Согласно базовым молекулярным показателям термокаталитической зрелости (индексы нечетно-
сти н-алканов, стереоизомерные отношения стеранов С29, параметр Ts/Tm, отношения составов фенантренов и дибен-
зтиофенов), исследованные нефти и конденсаты генерированы в условиях главной зоны нефтеобразования.
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Табл. 1.  
Tab. 1.

Физико-химические характеристики поверхностных проб нефтей и конденсатов
Physical and chemical characteristics of oil and condensate surface samples

Нефтегазоносный 
комплекс

Плотность,
кг/м3 Сера, % T, 0С

Фракционный состав, 
% Групповой состав, %

до 200 °C после 
200 °C УВ Смолы Асфальтены

Конденсаты

Наунакская свита 
(J3o)

(694–801,9)/ 
746(97)

(0,002–,6)/ 
0,084(93)

(28–85)/ 
42(55)

(46–78)/ 
60(55)

(22–54)/ 
40(55)

(94,94–99,53)/ 
97,20(37)

(0,01–5,06)/ 
2,44(37)

(0,00–0,61)/ 
0,2(37)

Тюменская свита 
(J2)

(709,5–804,4)/ 
747,8(8)

(0,005–,18)/ 
0,053(4)

(28–98)/ 
52(8)

(38–86)/ 
62(7)

(14–62)/ 
38(7)

(96,76–99,30)/ 
98,61(4)

(0,44–2,14)/ 
1,14(4)

(0,00–1,10)/ 
0,33(4)

Нефти

Наунакская свита 
(J3o)

(768,3–908,3)/ 
812,7(90)

(0,045–
0,470)/ 

0,199(83)

(30–137)/ 
60(48)

(12–56)/ 
36(48)

(44–100)/ 
65(48)

(76,90–97,96)/ 
93,33(42)

(1,97–22,40)/ 
6,08(42)

(0,07–3,01)/ 
0,6(42)

Тюменская свита 
(J2)

(806–884,9)/ 
835,1(12)

(0,039–
0,490)/ 

0,174(11)

(57–155)/ 
83(12)

(8–26)/ 
19(10)

(74–92)/ 
80(10)

(92,47–97,49)/ 
94,19(10)

(2,50–7,60)/ 
5,48(10)

(0,01–0,87)/ 
0,39(10)

Примечание. Числитель — минимум-максимум, знаменатель — среднее, в скобках — число проб. Конденсаты: верхнеюрские залежи — Болт-
ная, Западно-Сомовская, Казанская, Мирная, Останинская, Селимхановская площади; среднеюрские залежи — Казанская, Останинская площади; 
нефти: верхнеюрские залежи — Западно-Сомовская, Казанская, Лосино-Ярская, Мирная, Останинская, Пинджинская, Рыбальная, Селимханов-
ская, Юбилейная площади; среднеюрские залежи — Западно-Сомовская, Казанская, Останинская, Рыбальная площади.
Note. Numerator — min–max; denominator — mean; in brackets — number of samples. Condensates: Upper Jurassic accumulations — Boltny, West 
Somovsky, Kazansky, Mirny, Ostaninsky, Selimkhanovsky areas; Middle Jurassic accumulations — Kazansky, Ostaninsky areas; oils: Upper Jurassic 
accumulations — West Somovsky, Kazansky, Losino-Yarsky, Mirny, Ostaninsky, Pindzhinsky, Rybal’ny, Selimkhanovsky, Yubileiny areas; Middle Jurassic 
accumulations — West Somovsky, Kazansky, Ostaninsky, Rybal’ny areas.

Табл. 2.  
Tab. 2.

Представительность коллекции нефтей и конденсатов, исследованных в ИНГГ СО РАН
Representativeness of oil and condensate collection studies in INGG SB RAS

Площадь Номер скважины Интервалы перфорации, м Возраст Свита

Конденсаты

Останинская 428 2466–2476 J3
Наунакская +  
баженовская

Болтная 3 2461–2493
J3 Наунакская

Селимхановская 1 2247–2257

Казанская 1 2541–2547, 2551–2556
J2 Тюменская

Останинская 420 2542–2560

Нефти

Мирная 413 2486–2516 J3
Наунакская + баженов-

ская

Западно-Сомовская 12 2507–2515

J3 Наунакская

Казанская 31 2688–2692, 2692–2704

Лосино-Ярская 41 2443–2453

Мирная 413 2507–2521

Мирная 414 2500–2516

Пинджинская 127 2529–2545

Рыбальная 406 2420–2425

Рыбальная 408 2416–2420

Селимхановская 2 2252–2263

Останинская 422 2440–2458

Останинская 455 2470–2477
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Рис. 2.  
Fig. 2.

Изотопный состав углерода исследованных нафтидов, ОВ и битумоидов (генетическая типизация по [8])
Carbon isotopic signature of studied naphtides, Organic Matter, and bitumoids (genetic typification according to [8])

13
Изотопный состав углерода – δ С, ‰
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–32
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Пробы (1–4): 1 — нефтей, 2 — конденсатов, 3 — битумоидов, 4 — ОВ
Samples (1–4): 1 — oil, 2 — condensate, 3 — bitumoid, 4 — Organic Matter
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Рис. 3.  

Fig. 3.

Групповой состав бензиновой фракции (УВ С3–С9) и распределение УВ-состава С7 (по [11]) в нефтях и конденсатах  
рассматриваемого района
Naphta (С3–С9 hydrocarbons) group analysis and distribution of С7 hydrocarbon composition (according to [11])  
in oils and condensates of the region under consideration

Возраст вмещающих отложений (1, 2): 1 — J3o, 2 — J2b; 3 — пробы из интервала перфорации, объединяющего нау-
накскую и баженовскую свиты.
Остальные усл. обозначения см. на рис. 2.
Нефтегазоносные площади: Блт — Болтная, Кз — Казанская, ЛЯ — Лосино-Ярская, Мр — Мирная, Ост — Останин-
ская, Рб — Рыбальная, Юб — Юбилейная
Age of host formations (1, 2): 1 — J3o, 2 — J2b; 3 — samples from perforation interval that includes Naunaksky and Bashenov 
formations.
For other Legend items see Fig. 2.
Oil and gas bearing areas: Блт — Boltny, Кз — Kazansky, ЛЯ — Losino-Yarsky, Мр — Mirny, Ост — Ostaninsky, Рб — 
Rybal’ny, Юб — Yubileiny
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залежей, следует классифицировать как аквагенные 
[10–13]. Аквагенный генотип этих нафтидов под-
тверждается в том числе легким изотопным соста-
вом углерода (< 29 ‰) и генетическими показателя-
ми по составу алканов, стеранов и терпанов. Нефти 
из наунакской залежи Юбилейной площади соглас-
но генетическим показателям УВ С3–С9 относятся 
к УВ-флюидам смешанного генотипа (Σ  ЦП/Σ  ЦГ 
0,4–0,9, этилбензол/Σ  ксилолов 0,2, н-гептан/ме-
тил ЦГ 0,5–1,4). Генетические показатели по соста-
ву УВ С3–С9 (Σ ЦП/Σ ЦГ 0,1, этилбензол/Σ  ксилолов 
0,2, н-гептан/метил ЦГ 0,5) конденсата из тюмен-
ской свиты Казанской площади и его положение на 
тригонограмме распределения УВ-состава С7 (см. 
рис. 3) свидетельствуют о его генерации за счет ОВ 
неморского происхождения.

Распределение н-алканов и ациклических изо-
пренанов. В насыщенных фракциях исследованных 
нафтидов методом газожидкостной хроматографии 
идентифицированы н-алканы С10–С40 и ацикли-
ческие изопренаны С13–С25. В большинстве проб 
максимум молекулярно-массового распределения 
н-алканов приходится на УВ со средней длиной 
цепи (С15–С19). Для всех изученных проб отношение 
н-С27/н-С17 не превышает 0,7, причем для конденса-
тов этот параметр ниже (в среднем 0,17, диапазон 
изменения 0,02–0,53) по сравнению с нефтями 
(0,44, 0,29–0,65). Считается, что низкие значения 
отношения н‑С27/н‑С17 (<  0,3–0,5) свидетельствуют 
о генетической связи нефтематеринского ОВ с од-
ноклеточными водорослями, а высокие (>  0,7–0,8) 
рассматриваются как признак вклада в его состав 
смол и восков наземной растительности и/или ли-
пидных компонентов прикрепленных многокле-
точных водорослей [14–16]. Однако наименьшее 
для изученной выборки значение этого параметра 
(0,02) получено для конденсата Казанской площади 
(J2) и обусловлено, вероятнее всего, не генетически-
ми причинами, а селективным накоплением более 
легких компонентов, в том числе н-алканов, вслед-
ствие фазово-ретроградных процессов при форми-
ровании соответствующей газоконденсатной зале-
жи [9].

Индексы нечетности OEP для исследованных 
нефтей и конденсатов близки к 1 (диапазон изме-
нения 0,9–1,1). На существенное преобладание в 
исследованных пробах неразветвленных структур 
также указывают высокие значения отношения 
н-алканы/ациклические изопренаны (в среднем 
5,3, диапазон изменения 3,1–11,4) и изопреноид-
ного коэффициента (Kизо = (пристан+фитан)/(н-С17 + 
+ н-С18); среднее 0,7, диапазон изменения 0,3–1,4). 
Перечисленные показатели принимают значения, 
характерные для зрелых нафтидов, т. е. осформиро-
ванных в условиях главной зоны нефтеобразования 
(ГЗН) [15, 16].

Отношение пристан/фитан для нефтей и кон-
денсатов в среднем составляет 2,7 и изменяется в 
широком диапазоне — от 1,5 до 5,9. На диаграмме 
Кеннона-Кессоу (рис. 4) наунакские нефти (Западно-

Сомовская, Казанская, Рыбальная, Останинская 
площади) и останинский конденсат с низкими (< 2) 
значениями этого показателя сгруппированы в об-
ласти, которая свидетельствующей о накоплении 
нефтематеринского ОВ в умеренно-восстанови-
тельных условиях и его зрелости, соответствующей 
ГЗН [16, 17]. К этой же области на диаграмме тяго-
теют наунакские нефти Лосино-Ярской, Мирной, 
Останинской площадей и конденсат Болтной пло-
щади, а также конденсат Казанской площади тю-
менской свиты, для которых отношение пристан/
фитан выше 2. Согласно расположению точек проб 
на диаграмме (см. рис.  4), менее зрелым и более 
окисленным было ОВ, за счет которого образова-
на конденсатоподобная нефть (плотность 799,1 кг/
м3) из наунакской свиты Пинджинской площади. 
Пробы Селимхановской площади из верхнеюрских 
залежей и конденсат Останинской площади из тю-
менской свиты расположены в области диаграммы, 
которая характерна для нафтидов, генетически свя-
занных с более зрелым и более окисленным ОВ по 
сравнению с нефтематеринским ОВ большинства 
наунакских проб. На значительную окисленность 
исходного ОВ этих проб также указывают очень вы-
сокие значения отношения пристан/фитан [15, 16]. 
Данные ИНГГ СО РАН и опубликованные результаты 
исследований [18–21] показывают, что низкие зна-
чения отношения пристан/фитан (< 2) характеризу-
ют аквагенное ОВ баженовской свиты, а повышен-
ные значения этого показателя (>  2) наблюдаются 
для смешанного и террагенного ОВ нижне-средне-
юрских толщ (тюменская и тогурская свиты). Вме-
сте с тем следует отметить, что аномально высокие 
значения отношения пристан/фитан (>> 2) для кон-
денсатов и легких нефтей могут быть обусловлены 
фазово-ретроградными процессами и, как след-
ствие, они не всегда отражают условия накопления 
нефтематеринского ОВ [9].

Распределение стеранов и терпанов. Исследо-
ванные пробы по распределению стеранов разной 
молекулярной массы разделяются на несколько 
групп (рис.  5). Содержания гомологов С30 в насы-
щенных фракциях всех исследованных нефтей и 
конденсатов не превышают 10 % суммы идентифи-
цированных стеранов. В нефтях (Западно-Сомов-
ская, Казанская, Мирная, Лосино-Ярская, Рыбаль-
ная, Останинская площади) и конденсатах (Болтная, 
Останинская площади) из наунакской свиты кон-
центрации стеранов С27 превосходят или примерно 
соответствуют содержаниям стеранов С29. Стеранов 
С28 больше, чем стеранов С29 в тех пробах, в кото-
рых существенно преобладают стераны С27. Данные 
нефти характеризуются отношением стераны  С29/
С27 ≈ 1 или < 1 (см. рис. 5), что вместе с локализацией 
этих проб на тригонограмме (см. рис. 5) указывает 
на аквагенный генотип исходного для них ОВ [15, 
16]. В нефти из наунакской залежи Селимханов-
ской площади и в конденсатах из тюменской сви-
ты (Казанская и Останинская площади) максимум 
концентрации приходится на стераны С29, далее в 
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Рис. 4.  
Fig. 4.

Диаграмма Кеннона-Кессоу для исследованных нефтей и конденсатов (по [16, 17])
Connan-Cassou diagram for studied oils and condensates (according to [16, 17])
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Oil and gas bearing areas: Блт — Boltny, ЗС — West Somovsky, Кз — Kazansky,  
ЛЯ — Losino-Yarsky, Мр — Mirny, Ост — Ostaninsky, Пнд — Pindzhinsky, Рб — Rybal’ny,  
Слм — Selimkhanovsky

порядке убывания следуют стераны С27 и С28. Следо-
вательно, для этой группы проб характерны высо-
кие значения отношения стераны С29/С27 (1,49, 3,51, 
3,86 соответственно) (см. рис. 5), что свидетельству-
ет об их происхождении за счет преимущественно 
террагенного биоматериала. Согласно материалам 
ИНГГ СО РАН (см. рис. 5) и опубликованным иссле-
дованиям [18–21], отношение стеранов С29/С27 для 
ОВ основных нефтематеринских толщ имеет следу-
ющие значения: аквагенное ОВ баженовской свиты, 
как правило, меньше или близко 1; терагенное ОВ 
тюменской свиты — больше 1; смешанное ОВ ниж-
не-среднеюрских отложений (включая тогурскую 
свиту) изменяется в широком диапазоне, достигая 
значений существенно выше 1.

Среди изомерных групп стеранов в большин-
стве проб регулярные структуры (αα + ββ) преобла-
дают над перегруппированными (βα). Диастерано-
вый индекс (βα/ (αα + ββ)) в среднем составляет 0,83 
(диапазон изменения 0,29–2,01) (табл. 3). Значения 
этого индекса выше 1 наблюдаются для единичных 
проб из наунакской свиты Мирной и Останинской 
площадей, для конденсатов — из тюменских зале-
жей Казанской и Останинской площадей. Повышен-

ные значения диастеранового индекса (> 0,6–0,8 и 
выше) могут быть обусловлены более окислитель-
ными условиями и каталитическим воздействием 
алюмосиликатов на ОВ при его захоронении [15, 
16]. В исследованной коллекции самые низкие зна-
чения диастеранового индекса отмечены в наунак-
ской нефти и конденсате Селимхановской площади 
(0,29 и 0,32 соответственно).

В составе терпанов изученных проб преоблада-
ют гопаны и гомогопаны (в среднем 77,61 и 63,03 % 
на сумму терпанов, диапазоны изменения — 74,19–
81,7 и 45,54–76,11 % в нефтях и конденсатах соот-
ветственно), далее в порядке убывания концентра-
ции следуют трицикланы (хейлантаны) (в среднем 
15,37 и 28,77 % на сумму терпанов, диапазон изме-
нения 11,98–19,85 и 13,59–46,34 % в нефтях и кон-
денсатах соответственно), моретаны (5,43 и 5,94, 
3,69-8,74 и 2,69–8,23 %) и тетрациклические терпа-
ны (1,59 и 2,27, 1–2,16 и 1,31–3,11 %). Подобно рас-
пределению н-алканов, для УВ терпанового ряда в 
составе конденсатов, в отличие от нефтей, отмеча-
ется относительная обогащенность более легкими 
компонентами — трицикланами, что для исследо-
ванных проб, вероятнее всего, связано с перерас-
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Рис. 5.  

Fig. 5.

Генетическая типизация исследованных нефтей и конденсатов по отношению между трициклановым индексом (ITC, [22]) и 
показателем стераны С29/С27 (A), тригонограмме распределения стеранов С27–С29 (B) и ее сопоставление с установленными 
генотипами ОВ нефтематеринских толщ (по материалам ИНГГ СО РАН)

Genetic typification of studied oils and condensates according to the relationship between the tricyclane index (ITC, [22]) and 
С29/С27 sterane index (A); the triangular diagram of С27–С29 sterane distribution (B), and its comparison with the determined OM 
genotypes of source formations (according to INGG SB RAS materials)
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Остальные усл. обозначения на рис. 3

Genetic types of source Organic Matter (1–3): 1— aquatic, associated with the Bazhenov Formation, 2 — mixed, 
associated, inter alia, with the Togursky Formation, 3 — terragenous, associated with the Tyumen Formation.
For other Legend items see Fig. 3

Табл. 3.  

Tab. 3.

Геохимические показатели исследованных нефтей и конденсатов по составу высокомолекулярных насыщенных  
полициклических углеводородов-биомаркеров
Geochemical parameters of studied oils and condensates according to composition of saturated high molecular polycyclic 
biomarker hydrocarbons

Нефтегазоносный 
комплекс Ts/Tm

Диастерановый 
индекс

(βα/(ββ + αα)

Изомерные отношения стеранов С29

ββ/(ββ + αα) 20S/(20S + 20R) ββ(20S + 20R)/
αα20R 20S/20R

Конденсаты

Наунакская свита 
(J3o)

(0,47–0,69)/ 
0,59 (3)

(0,32–1,18)/ 
0,74 (3)

(0,43–0,48)/ 
0,43 (3)

(0,4–0,47)/ 
0,43 (3)

(2,32–3)/ 
2,75 (3)

(0,66–0,87)/ 
0,77 (3)

Тюменская свита 
(J2)

не опр.; 0,46 2,01; 1,02 0,45; 0,53 0,57; 0,49 3,05; 4,74 1,33; 0,95

Нефти

Наунакская свита 
(J3o)

(0,37–1,75)/ 
0,99 (12)

(0,29–1,1)/ 
0,73 (12)

(0,41–0,6)/ 
0,51 (12)

(0,43–0,54)/ 
0,47 (12)

(2,24–5,81)/ 
3,89 (12)

(0,74–1,18)/ 
0,91 (12)

Примечание. не опр. – не определено; (минимум–максимум)/среднее (число проб); конденсаты: верхнеюрские залежи – Болтная, Останинская, 
Селимхановская площади; среднеюрские залежи – Казанская, Останинская площади; нефти: Западно-Сомовская, Казанская, Лосино-Ярская, 
Мирная, Останинская, Пинджинская, Рыбальная, Селимхановская площади.

Note. не опр. – not determined; (min/max)/mean (number of samples); condensates: Upper Jurassic accumulations – Boltny, Ostaninsky, Selimkhanovsky 
areas; Middle Jurassic accumulations – Kazansky, Ostaninsky areas; oils: West Somovsky, Kazansky, Losino-Yarsky, Mirny, Ostaninsky, Pindzhinsky, Rybal’ny, 
Selimkhanovsky areas.
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пределением компонентов по молекулярной массе 
при формировании залежей [9].

Низкие значения трицикланового индекса (ITC) 
для большинства нефтей и конденсатов из наунак-
ской свиты (< 0,5), как и отношения стеранов С29/С27, 
свидетельствуют о преимущественно аквагенном 
генотипе их источника (см. рис. 5) [22]. Нефть из на-
унакской свиты Cелимхановской площади (1,56) и 
конденсаты из тюменской свиты Казанской и Оста-
нинской площадей согласно высоким значениям ITC 
(2,05, 1,33 соответственно) имеют преимуществен-
но террагенный генезис. По материалам ИНГГ СО 
РАН (см. рис. 5), высокие значения ITC (>> 1) харак-
терны для террагенного ОВ нижне-среднеюрских 
отложений, низкие (< 1) — для аквагенного ОВ ба-
женовской свиты.

Значения отношений гомогопанов  С35/С34 для 
проб исследованной коллекции изменяется от 0,43 
до 0,89 при среднем 0,76. Относительно повышен-
ные значения этого показателя (> 0,6) для проб из 
наунакской свиты главным образом согласуются с 
низкими значениями отношения пристан/фитан 
(рис.  6) и указывают на восстановительные усло-
вия накопления нефтематеринского ОВ [15, 16]. 
Более низкое значение отношения гомогопанов 
С35/С34 (0,43) для конденсата из тюменской свиты 
Останинской площади соответствует более высо-
кой окисленности нефтематеринского ОВ, которая 
фиксируется как по высокому значению отношения 
пристан/фитан (4,71), так и по соответствующей ло-
кализации значений на диаграмме Кеннона-Кессоу 
(см. рис. 4). Следует отметить, что согласно иссле-
дованиям И.В. Гончарова с коллегами [2, 18], высо-
кими значениями отношения пристан/фитан (>> 2) 
характеризуется террагенное ОВ средней юры и 
генетически связанные с ними нефти юго-востока 

Западной Сибири. В конденсате из тюменской сви-
ты Казанской площади гомогопаны С35 отсутствуют. 
Обстановки фоссилизации нефтематеринского ОВ 
для нафтидов из наунакской залежи Селимханов-
ской площади диагностируются неоднозначно. Эти 
пробы характеризуются высокими значениями от-
ношения гомогопанов С35/С34 (0,88 и 0,75) и низким 
диастерановым индексом (0,29 и 0,32), что соответ-
ствует восстановительным обстановкам накопле-
ния нефтематеринского ОВ и не согласуется с ано-
мально высокими значениями отношения пристан/
фитан (5,93 и 5,04). Можно предположить, что такие 
высокие значения последнего отношения обуслов-
лены не генетическими причинами, а фазово-ре-
троградными процессами [9].

Сравнительный анализ изомерных отноше-
ний стеранов С29 и Ts/Tm (см. табл. 3) в общем слу-
чае показывает, что формирование исследованных 
нафтидов происходило в условиях ГЗН [15, 16]. Ши-
рокие диапазоны значений показателей, основан-
ных на отношении между изомерами стеранов С29 
в конфигурациях R и S (см. табл. 3), вероятнее всего, 
обусловлены особенностями условий нефтегазоге-
нерации в материнских толщах (PT-условия, ката-
литические свойства минеральной матрицы, дли-
тельность нефтегазогенерации), которые привели к 
разному уровню изомеризации стеранов. Значения 
терпанового показателя зрелости Ts/Tm проб из на-
унакских залежей для большинства исследованных 
проб близки к среднему для выборки (см. табл. 3). 
Минимальное значение этого показателя харак-
теризует одну из нефтей Останинской площади, а 
повышенные значения параметра Ts/Tm наблюда-
ются у проб Мирной площади (1,37–1,75) и нефти 
Рыбальной площади (1,64). Наблюдаемая контраст-
ность отношения между терпанами Ts и Tm для од-
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Fig. 6.

Отношение между геохимическими показателями гомогопаны С35/С34 и пристан/фитан в исследованных нефтях  
и конденсатах
The relationship between the geochemical parameters of homohopane С35/С34 and pristane/phytane in the studied oils  
and condensates

Остальные усл. обозначения см. на рис. 2, названия площадей см. на рис. 4

For other Legend items see Fig. 2; names of the areas are in Fig. 4
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нотипных по генотипу нафтидов Западной Сибири 
отмечалась для нефтей баженовской свиты (диа-
пазон изменения Ts/Tm 0,43–4,52) [23], а также для 
нафтидов, локализованных на юго-востоке региона 
(показатель Ts/(Ts + Tm): для нефтей баженовского 
типа 0,4–0,8; для нефтей тогурского типа 0,1–0,8) 
[2]. Подобно изомерным отношениям стеранов С29 
наблюдаемые различия этого отношения могут 
быть обусловлены как разным уровнем зрелости 
нефтематеринского ОВ, так и составом содержащих 
его пород, катализирующих процессы изомериза-
ции терпанов [15, 16].

Распределение ароматических соединений. В 
составе нафтено-ароматической фракции нефтей 
методом хромато-масс-спектрометрии идентифи-
цированы фенантрены (Ф), дибензотиофены (ДБТ), 
моно- (МАС) и триароматические (ТАС) стероиды 
(рис. 7). В большинстве исследованных проб среди 
идентифицированных аренов преобладают фенан-
трены (в среднем 63,63 % на сумму аренов, диапазон 
изменения 29,39–84,84 %). Исключение составляют 
конденсат из тюменской свиты Казанской площа-
ди и наунакская нефть Останинской площади, в ко-
торых суммарные концентрации МАС и ТАС (55,17 
и 57,24  % на сумму аренов соответственно) самые 
высокие для исследованной коллекции (см. рис. 7). 
Чуть меньше ТАС и МАС в ароматических фракциях 
наунакских нефтей Западно-Сомовской (40,18  %), 
Казанской (34,68 %), Лосино-Ярской (42,1 %) площа-
дей. В то же время для большинства исследованных 
проб характерно невысокое, значительно понижен-
ное по сравнению с дибензтиофенами и фенантре-
нами, содержание ароматических стероидов. При 
этом самые низкие относительные концентрации 
ароматических стероидов определены для конден-
сатов Останинской площади (9,50 % (J2), 4,28 % (J3)), 
нефти из наунакской свиты Мирной (6,55 и 7,89 %) 
и Пинджинской (6,96 %) площадей.

Отношение между ароматическими стероида-
ми (∑ ТАС/∑ МАС) выше для нефтей из наунакских 
залежей (в среднем 4,42) по сравнению с конденса-
тами (табл. 4). Самое низкое значение этого пока-
зателя типично для обогащенного ароматически-
ми стероидами казанского конденсата из залежей 
тюменской свиты (0,17), а максимальное (18,84) — 
нефти из залежей наунакской свиты Мирной пло-
щади.

В большинстве проб из залежей в наунакской 
свите (Останинская, Мирная, Пинджинская, Ры-
бальная площади) наблюдаются высокие содержа-
ния дибензтиофенов (>> 10 % на сумму идентифи-
цированных аренов). Относительно повышенные 
содержания дибензтиофенов обычно рассматри-
вают как свидетельство восстановительных об-
становок при накоплении нефтематеринского ОВ 
[24]. Сочетание относительно повышенных (по 
сравнению с остальными пробами) концентраций 
дибензтиофенов и ароматических стероидов при 
∑ ТАС/∑ МАС больше 1 указывает на генетическое 
родство нефтей из наунакских залежей Запад-

но-Сомовской, Казанской, Мирной, Рыбальной и 
Останинской площадей с аквагенным ОВ баженов-
ской свиты [24]. Согласно материалам ИНГГ СО РАН, 
высокие концентрации дибензтиофенов (>>  10  %) 
при преобладании ТАС над МАС наблюдается для 
аквагенного ОВ баженовской свиты из разрезов Ка-
занской и Рыбальной площадей.

Во всех исследованных пробах на масс-фраг-
ментограммах m/z 219 (→ 234) в разных концентра-
циях идентифицирован триароматический УВ-ре-
тен, биопредшественником которого являются 
смолы хвойных растений [16, 25]. Самые высокие 
концентрации этого УВ определяются в аромати-
ческих фракциях конденсата из тюменской свиты 
Казанской площади и в наунакских пробах Селим-
хановской площади, для которых по другим генети-
ческим показателям (отношение стеранов С29/С27, 
ITC) предполагается преимущественно террагенный 
генезис. Содержание ретена повышено в конден-
сате из наунакской свиты Останинской площади. 
Напротив, наиболее низкими концентрациями ре-
тена характеризуются нефти аквагенного генотипа 
из наунакских залежей Мирной, Рыбальной и Оста-
нинской площадей. Исследования ОВ юрских пород 
из разрезов Казанской, Рыбальной, Останинской 
площадей, выполненные в ИНГГ СО РАН, показали, 
что ретен присутствует практически во всех иссле-
дованных пробах. Максимальные его концентра-
ции характеризуют террагенное ОВ нижне-средне-
юрских отложений, а минимальные  — аквагенное 
ОВ баженовской свиты.

Показатели зрелости (см. табл. 4), рассчитанные 
по составу идентифицированных аренов и дибен-
зотиофенов (дибензотиофеновый индекс (ДБТИ), 
триароматический стероидный индекс (ТАСИ), ме-
тилфенантреновый индекс (МФИ 1), 4-метилДБ-
Т/1-метилДБТ) соответствуют характеристикам 
нафтидов, которые генерированы в  условиях ГЗН 
[16, 24, 26]. Соответственно, согласно показателям, 
рассчитанным по составу дибензтиофенов, наибо-
лее преобразованным на период генерации было 
ОВ — источник конденсатов из среднеюрских зале-
жей Казанской и Останинской площадей. Широкий 
диапазон значений показателей 4-метилДБТ/1-ме-
тилДБТ и МФИ 1, определяемых для ОВ ГЗН, рас-
смотрен в работе [27], где на примере баженовской 
свиты показано, что эти параметры зрелости весь-
ма информативны для характеристик термокатали-
тического преобразования ОВ.

Заключение
По результатам комплексной геохимической 

интерпретации аналитических данных показано, 
что в юрских залежах исследованного района ло-
кализованы нефти и конденсаты, разнородные по 
своим физическим и химическим характеристикам. 
Это многообразие свидетельствует о значительном 
влиянии на их состав миграционных, в первую оче-
редь фазово-ретроградных процессов на их состав. 
Вместе с тем сравнительный анализ базовых фаци-
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Рис. 7.  

Fig. 7.

Распределение ароматических соединений, идентифицированных в нафтено-ароматических фракциях исследованных 
нефтей и конденсатов
Distribution of aromatic compounds identified in naphtheno-aromatic fractions of studied oils and condensates

20
100 %

100 %

100 %

100 %

40 60 80

20

40

60

8020

40

60

80

Дибензотиофены

Моно- и триароматические
стероиды

Фенантрены

Кз
Слм

Ост

Ост

Мр

Кз

Рб

ЛЯ 
Блт

Слм

Ост

ЗС

Ост

Рб
Мр

Пнд

Мр

Усл. обозначения см. на рис. 2, названия площадей см. на рис. 4
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Табл. 4.  

Tab. 4.

Геохимические показатели исследованных нефтей и конденсатов по составу идентифицированных  
ароматических соединений
Geochemical parameters of studied oil and condensates according to composition of identified aromatic compounds

Нефтегазоносный 
комплекс ∑ ТАС/∑ МАС ∑ Ф/∑ ДБТ ДБТИ TAСИ МФИ 1 4-метилДБТ/ 

1-метилДБТ

Конденсаты

Наунакская свита 
(J3o)

(0,98–2,02)/ 
1,66(3)

(2,94–11,42)/ 
6,81(3)

(0,99–3,92)/ 
2,07(3)

(0,04–0,53)/ 
0,24(3)

(0,46–0,73)/ 
0,58(3)

(1,82–4,17)/ 
2,72(3)

Тюменская свита 
(J2)

0,17; 1,86 6,4; 14,98 11,43; 6,52 0,2; 0,24 0,67; 0,59 5,56; 5,56

Нефти

Наунакская свита 
(J3o)

(1,11–18,84)/ 
4,42(12)

(2,2–9,59)/ 
5,28(12) (0,7–9,47)/1,7(12) (0,08–0,49)/ 

0,23(12)
(0,36–1,51)/ 

0,61(12)
(0,94–6,25)/ 

2,32(12)

Примечание. Дибензотиофеновый индекс ДБТИ = (2- + 3-метилДБT)/∑ ДБТ; индекс TAСИ = (ТАС C20 + ТАС C21)/∑ ТАС; метилфенантреновый индекс 
МФИ 1 = 1,5 (3-метилФ + 2-метилФ)/ (Ф + 9-метилФ + 1-метилФ); конденсаты: верхнеюрские залежи – Болтная, Останинская, Селимхановская пло-
щади; среднеюрские залежи – Казанская, Останинская площади; нефти: Западно-Сомовская, Казанская, Лосино-Ярская, Мирная, Останинская, 
Пинджинская, Рыбальная, Селимхановская площади.

Note. Dibenzothiophene index DBTI = (2- + 3-methylDBT)/∑DBT; triaromatic steroid index TASI = (TASC20 + TASC21)/∑TAS; methylphenanthrene index  
MPI 1 = 1,5∙(3-methylP + 2-methylP)/ (P + 9-methylP + 1-methylP); condensates: Upper Jurassic accumulations – Boltny, Ostaninsky, Selimkhanovsky 
areas; Middle Jurassic accumulations – Kazansky, Ostaninsky areas; oils: West Somovsky, Kazansky, Losino-Yarsky, Mirny, Ostaninsky, Pindzhinsky, Rybal’ny, 
Selimkhanovsky areas.

ально-генетических параметров (изотопный состав 
углерода, молекулярно-массовое распределение 
УВ-биомаркеров и ароматических соединений) по-
зволил выделить в исследованной выборке три ос-
новные генетические группы УВ-флюидов.

Конденсаты из тюменской свиты (Казанская и 
Останинская площади) по своим геохимическим 

показателям (высокая парафинистость; относи-
тельно тяжелый изотопный состав углерода; высо-
кие значения отношений пристан/фитан, стераны 
С29/стераны С27, ITC и низкое — гомогопаны С35/го-
могопаны С34; повышенные концентрации рете-
на) генетически связаны с ОВ террагенного гено-
типа, вероятнее всего, тюменской свиты [6, 18, 19, 
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27–29]. Среди исследованных проб не обнаружены 
УВ-флюиды, которые могли быть генерированы ОВ 
нижнеюрской тогурской свиты.

К нафтидам смешанного генотипа отнесены 
пробы с противоречивым набором значений гео-
химических показателей, когда одни параметры 
указывают на аквагенный фациально-генетиче-
ский тип, а другие  — на террагенный. Изотопно 
легкая нефть Пинджинской площади (δ13С 30,2 ‰) 
характеризуется высоким содержанием дибензо-
тиофенов (13,16 % на сумму аренов), отсутствием 
ретена, низким значением показателя ITC (0,48) и 
одновременно высокими значениями показате-
лей пристан/фитан (3,42) и стераны C29/C27 (1,23). 
Нефть и конденсат из наунакской свиты Селимха-
новской площади различаются по ITC (1,56 и 0,67 
соответственно), для них при высоких значениях 
отношения гомогопанов C35/C34 (0,88 и 0,75 соот-
ветственно) и низких значениях диастеранового 
индекса (0,29 и 0,32 соответственно) определены 
тяжелый изотопный состав углерода (δ13С −27,8 и 
−28  ‰), высокие значения отношений стераны 
C29/C27 (1,49 и 1,12 соответственно), пристан/фитан 
(5,93 и 5,04 соответственно), наблюдаются высокие 
концентрации ретена. В соответствии с данными 
о распределении УВ С3–С9, к группе проб смешан-
ного генотипа относится парафинистая нефть из 
наунакской залежи Юбилейной площади. Перечис-
ленные нафтиды могли быть образованы за счет 
нескольких источников, содержащих ОВ разных 
генотипов (баженовская, тогурская и тюменская 
свиты).

Согласно базовым геохимическим показателям 
(легкий изотопный состав углерода; низкие значе-

ния отношений пристан/фитан, стераны С29/стера-
ны С27, Itc и высокое — гомогопаны С35/С34, высокие 
содержания дибензотиофенов, моно- и триарома-
тических стероидов) в группу аквагенного геноти-
па обособляются нефти и конденсаты из верхнеюр-
ских залежей рассматриваемого района (Болтная, 
Западно-Сомовскская, Казанская, Лосино-Ярская, 
Мирная, Рыбальная, Останинская площади). Ак-
вагенный генотип нефтей из верхнеюрских зале-
жей Болтной, Лосино-Ярской, Мирной и Рыбаль-
ной площадей подтверждается распределением  
УВ С3–С9. Очевидным источником этих УВ-флюидов 
является ОВ баженовской свиты [2, 3, 20, 21, 27, 30], 
которое сопоставимо с ними как по фациально-ге-
нетическим показателям, так и по уровню термо-
каталитической преобразованности. Несмотря на 
то, что основные геохимические показатели ука-
зывают на преимущественно аквагенный генотип 
нафтидов Лосино-Ярской, Останинской и Болтной 
площадей, присутствие ретена в их составе свиде-
тельствует о незначительной террагенной примеси 
в генерировавшем их нефтематеринском ОВ.

Индексы нечетности н-алканов, локализация 
проб на диаграмме Кеннона-Кессоу, стереоизомер-
ные отношения стеранов С29, параметр Ts/Tm, отно-
шения состава фенантренов и дибензтиофенов сви-
детельствуют о генерации исследованных нефтей 
и конденсатов в условиях ГЗН. Для исходного ОВ 
нефтей и конденсатов из среднеюрских залежей по 
многим из этих показателей диагностируется более 
высокая степень термокаталитической преобразо-
ванности по сравнению с пробами из наунакской 
свиты. 
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Оценка степени загрязнения и восстановление композиционного состава 
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Ключевые слова: математическое моделирование очистки состава нефти; загрязнение проб флюидов; филь-
трат бурового раствора на углеводородной основе; метод удаления загрязнений; метод вычитания; испы-
тание скважин в открытом стволе; восстановление композиционного состава.

Аннотация: Актуальность статьи обусловлена необходимостью получения сведений об истинном компонентном со-
ставе нефтей, загрязненных фильтратом бурового раствора на углеводородной основе. В данной статье проанали-
зированы методы оценки загрязнения проб флюидов раствора на углеводородной основе. Рассмотрено два метода 
количественной оценки степени загрязнения пластового флюида: метод удаления загрязнений (Skimming Method) и 
метод вычитания (Subtraction Method). Методом хроматографического анализа нефти определялось мольное содер-
жание углеводородов в загрязненной пробе нефти и раствора на углеводородной основе и по пропорции вычислялась  
доля базового масла бурового раствора. Для определения степени загрязнения нефти готовились искусственные смеси 
нефти с раствором на углеводородной основе. По экспериментальным данным рассчитывалась степень загрязненно-
сти методом удаления и методом вычитания. При оценке степени загрязнения лучший результат получен методом 
удаления, в то же время с помощью метода вычитания можно получить восстановленный композиционный состав 
пластового углеводорода. Отмечено, что оба метода необходимо использовать совместно. Чтобы определить условия 
применимости изученных методов и оценить степень соответствия восстановленного флюида пластовому, требуется 
провести дополнительные исследования на образцах пластовых флюидов, которые были загрязнены фильтратами рас-
твора на основе дизельного топлива, сырой нефти и других углеводородов.

Oil samples containing hydrocarbon-based mud filtrate: assessment of 
contamination level and fluid composition restoration
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Abstract: The urgency of the work is determined by the need to obtain information on the true component composition of 
oils contaminated with hydrocarbon-based mud (OBM) filtrate. The authors discuss methods used to analyse contamina-
tion of OBM fluid samples. Two methods of quantitative assessment of formation fluid contamination are considered, they 
are: Skimming Method and Subtraction Method. Oil chromatography was used to determine hydrocarbon molar content in 
contaminated sample of oil and hydrocarbon-based mud, and the proportion of base oil in drilling mud was calculated ac-
cording to the proportion. In order to determine oil contamination level, synthetic mixes of oil and hydrocarbon-based mud 
were prepared. Based on experimental data, contamination level was calculated using Skimming Method and Subtraction 
Method. Skimming Method showed the best result in contamination level assessment, while the Subtraction Method allows 
obtaining the restored formation fluid composition. It is shown that both methods need to be used together. In order to 
determine the applicability of the methods considered and to estimate the degree of restored and formation fluid matching, 
further investigations with formation fluid samples contaminated with filtrate of hydrocarbon-based (diesel-oil, crude and 
other hydrocarbon) mud are required.
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Введение
Недостаточность и неточность информации о 

свойствах пластовых флюидов приводит к неопре-
деленности при оценке запасов и прогнозе добычи 
нефти. [1]. В значительной степени на свойства пла-
стовых нефтей и газов влияет композиционный со-
став. Примеси техногенных жидкостей на УВ осно-
ве влияют на результаты исследований пластовых 
флюидов [2].

Основными загрязнителями пластовых нефтей 
и газов являются фильтраты буровых растворов на 
УВ основе, которые широко применяются при бу-
рении [3]. В процессе бурения создается репрессия, 
при которой фильтрат бурового раствора проника-
ет в пласт вблизи ствола скважины. При отборе проб 
пластовой нефти во время испытания скважины в 
открытом стволе в пробоотборник, наряду с пласто-
выми УВ, чаще всего попадает также и фильтрат бу-
рового раствора, который влияет на состав и каче-
ство пробы пластового флюида. Ситуация особенно 
осложняется, когда на морских месторождениях ис-
следование скважины выполняется только в откры-
том стволе с ее последующей консервацией. Пробы, 
отобранные в таких условиях, нуждаются в особом 
подходе, который предусматривает: 1) проведение 
исследований термофизических свойств пластово-
го продукта (фазовое поведение, измерение вязко-
сти и плотности); 2) определение степени загряз-
нения флюида; 3) восстановление компонентного 
состава; 4) математическое моделирование фазо-
вого поведения пластового флюида с применением 
специальных программных комплексов.

В данной статье рассмотрены вопросы оценки 
степени загрязнения проб нефти и возможности 
восстановления ее композиционного состава.

Методы оценки степени загрязнения флюидов
Существуют качественные и количественные 

методы оценки загрязнения проб флюидов бу-
ровыми растворами на УВ основе (РУО). Пример 
качественной оценки показан в работе [2], где за-
грязненность флюида объясняется изменением фи-
зико-химических свойств и результатами газожид-
костной хроматографии УВ.

Количественную оценку можно выполнить, 
применяя расширенный хроматографический 
анализ нефти. На хроматограммах нефти, загряз-
ненной буровым раствором, наблюдается присут-
ствие техногенных УВ, пики которых накладыва-
ются на пики пластовых флюидов и во много раз 
могут превышать их по интенсивности. Используя 
хроматографию и интегрирование, можно рассчи-
тать отдельно техногенные и нефтяные составля-
ющие.

Ф. Гозалпур с коллегами [4, 5] и еще ряд авторов 
[6] разработали два метода количественной оцен-
ки степени загрязнения пластового флюида: метод 
удаления загрязнений (Skimming Method) и метод 
вычитания (Subtraction Method).

В основе обоих подходов лежит утверждение о 
том, что концентрация (мольная доля) компонен-
тов пластовых флюидов (естественно существую-
щих УВ) начиная с С8 и вышекипящей части и их 
соответствующие молекулярные массы (или угле-
родные числа) следуют экспоненциальной зависи-
мости убывания:

 zi = exp (AMi + B) = exp (A`Ci + B`),	 (1)
где zi, Mi и Ci — мольная концентрация, молеку-

лярная масса и углеродное число компонента i для 
Ci ≥ 8; A, B, A` и B` — регулируемые (подбираемые) 
коэффициенты.

На рисунке представлены зависимости моль-
ной концентрации от молекулярной массы в полу-
логарифмических координатах для сепарирован-
ной нефти.

Согласно вышеприведенному утверждению, 
график зависимости мольной концентрации флюи-
да от молекулярной массы в полулогарифмических 
координатах должен иметь вид прямой линии. От-
клонение от прямой свидетельствует о присутствии 
во флюиде техногенной составляющей. Чем больше 
график зависимости отклоняется от прямой, тем 
больше техногенной составляющей содержится во 
флюиде (см. рисунок B).

На рисунке B представлена зависимость моль-
ной концентрации от молекулярной массы УВ неф-
ти в смеси с РУО со степенью загрязнения 17,1 %. 
РУО содержит в своем составе преимущественно УВ 
от С13 до С20 (молярная масса 175–275 г). Это согласу-
ется с тем, что отклонение зависимости от прямой 
наблюдается на участке между указанными значе-
ния молярной массы компонентов.

Метод удаления загрязнений (Skimming Method)
Процедура исследования методом удаления за-

грязнения заключается в следующем:
1)  проводится хроматографический анализ 

сепарированной нефти с определением мольных 
концентраций компонентов по ГОСТу Р 54291-
2010 [7];

2)  строится зависимость мольной концентра-
ции от молекулярной массы в полулогарифмиче-
ских координатах и определяется диапазон, в кото-
ром точки отклоняются от прямой;

3)  по точкам, не отклоняющимся от прямой, 
проводится кривая зависимости мольной концен-
трации от молярной массы в полулогарифмических 
координатах;

4) определяется уравнение линии тренда и на 
его основе рассчитываются мольные концентра-
ции;

5)  проводится вычитание из исходных моль-
ных концентраций. В диапазоне С8–С30 вычитают-
ся концентрации, полученные (1), рассчитанные по 
уравнению (4);

6) рассчитывается сумма разностей (5), которая 
численно равна степени загрязнения пробы РУО.
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Метод вычитания (Subtraction Method)
Материальный баланс для каждого компонен-

та (C8–C30) рассчитывается по уравнению баланса 
массы:

zi = myi + (1- m) xi,	 (2)
где zi, yi и xi — мольные концентрации i-го компо-
нента в загрязненном флюиде, в РУО и пластовом 
флюиде; m и (1- m) количество молей РУО и пласто-
вых УВ в загрязненном флюиде.

Соответственно из уравнения (2) получаем:
xi = (zi – myi)/(1- m).	 (3)

Мольные концентрации загрязненного флюида 
zi и фильтрата бурового раствора yi известны. Кон-
центрацию нативного УВ xi получают из уравнения 
(3). Далее вычисленные значения подставляют в 
уравнение (1) и перебором значений степени загряз-
нения m получают наилучшее соответствие функции 
распределения концентраций УВ с экспоненциаль-
ным затуханием при максимальном значении ко-
эффициента достоверности аппроксимации (R2). С 

помощью данного метода можно получить не только 
степень загрязнения флюида, но и исходный компо-
нентный состав пластового флюида.

Экспериментальная часть
Для определения степени загрязнения нефти 

компонентами фильтрата бурового раствора ав-
торы статьи использовали оба описанных выше  
метода.

Для этого приготовили искусственную смесь 
нефти с РУО со степенью загрязнения 8,4, 17,1, 26,1, 
35,4 и 45,2 %. Затем провели анализ смесей по ГО-
СТу Р 54291–2010, после чего рассчитали степень 
загрязнения. Результаты расчетов представлены в 
табл. 1.

Полученные данные свидетельствуют о том, 
что для оценки степени загрязнения нефти филь-
тратом бурового раствора более предпочтителен 
метод удаления загрязнения (Skimming Method).

Далее для смеси со степенью загрязнения 17,1 % 
была математически рассчитана очистка состава 
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Figure.

Зависимость мольной концентрации от молекулярной массы
Molar concentration as a function of molecular weight

A — УВ, B — в полулогарифмических координатах сепарированной нефти, загрязненной РУО
A — HC, B — in semi-log coordinates; separated oil contaminated with OBM
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Табл. 1.  
Tab. 1.

Результаты расчетов степени загрязнения нефти фильтратом бурового раствора
Results of calculation of the level of oil contamination by drill mud filtrate

Номер смеси Исходная 
смесь

Метод удаления загрязнений  
(Skimming Method)

Метод вычитания
(Substruction Method)

Значение, % Δ1 Σ2 Значение, % Δ1 Σ2

1 8,4 7,7 0,7 8,9 7,1 1,3 18,1

2 17,1 17,1 0 0 15,5 1,6 10,2

3 26,1 26,8 0,7 2,7 18,4 7,7 41,8

4 35,4 36,9 1,5 3,9 31,2 4,2 13,6

5 45,2 44,6 0,6 1,3 39,2 6 15,2

1 — абсолютная погрешность; 2 — относительная погрешность
1 — absolute error; 2 — relative error

Табл. 2.  
Tab. 2.

Результаты математического моделирования очистки состава нефти
Results of mathematical modelling of oil treatment

Содержание
Исходная нефть

Фильтрат 
бурового 
раствора

Загрязненный 
флюид
(17,1 %)

Восстановленный флюид

Степень загрязрения, 
рассчитаная по методу 

вычитания

Степень загрязнения, 
рассчитаная по методу 

удаления

% % % % %

Метан 0,006 0,001 0,005 0,005 0,005

Этан 0,121 0,001 0,094 0,111 0,113

Пропан 0,729 0 0,58 0,686 0,7

i-бутан 0,529 0 0,427 0,505 0,515

h-бутан 1,97 0 1,588 1,879 1,915

i-пентан 1,565 0,001 1,293 1,53 1,559

h-пентан 2,856 0,001 2,339 2,768 2,821

psC6 6,224 0,007 5,136 6,077 6,194

psC7 8,989 0,031 7,449 8,81 8,979

psC8 10,798 0,151 9,031 10,66 10,862

psC9 9,053 0,324 7,502 8,818 8,982

psC10 7,729 0,579 6,231 7,267 7,397

psC11 5,773 1,569 5,089 5,735 5,815

psC12 4,731 4,156 4,741 4,848 4,862

psC13 4,533 9,822 5,467 4,668 4,568

psC14 4,068 14,94 6,023 4,387 4,184

psC15 3,75 16,615 6,052 4,115 3,873

psC16 2,961 14,787 5,188 3,427 3,207

psC17 2,758 17,252 4,525 2,19 1,899

psC18 2,403 9,35 3,787 2,767 2,64

psC19 2,119 5,837 3,146 2,653 2,592

psC20 1,803 2,74 1,981 1,842 1,824

psC21 1,527 1,039 1,495 1,579 1,589

psC22 1,363 0,394 1,223 1,375 1,394

psC23 1,204 0,157 1,024 1,183 1,203

psC24 1,068 0,09 0,906 1,056 1,075

psC25 0,954 0,066 0,825 0,964 0,982

psC26 0,839 0,046 0,73 0,855 0,871

psC27 0,794 0,028 0,675 0,794 0,809
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Содержание
Исходная нефть

Фильтрат 
бурового 
раствора

Загрязненный 
флюид
(17,1 %)

Восстановленный флюид

Степень загрязрения, 
рассчитаная по методу 

вычитания

Степень загрязнения, 
рассчитаная по методу 

удаления

% % % % %

psC28 0,722 0,003 0,579 0,684 0,697

psC29 0,641 0,006 0,546 0,646 0,658

psC30 0,576 0,001 0,473 0,559 0,57

Остаток 4,844 0,003 3,851 4,557 4,645

Всего 100 100 100 100 100

Табл. 2, окончание
Tab. 2, end.

методом вычитания (Substruction Method). Концен-
трация компонентов пластового флюида рассчиты-
валась по формуле (3). Результаты представлены в 
табл. 2.

При восстановлении компонентного состава 
нефти с использованием в расчете степени загряз-
нения флюида, полученного по методу удаления 
загрязнения, можно получить более точное содер-
жание УВ.

Выводы
1.  Для оценки степени загрязнения нефти 

фильтратом бурового раствора лучший результат 
получен методом удаления загрязнения (Skimming 
Method).

2.  Методом вычитания (Subtraction Method) 
можно восстановить компонентный состав пласто-
вого флюида.

3. Метод удаления загрязнения и метод вычи-
тания необходимо использовать совместно: по пер-
вому определять степень загрязнения флюида, а по 
второму восстанавливать композиционный состав.

4.  Для установления условий применимости 
рассмотренных методов и определения степени со-
ответствия восстановленного флюида пластовому 
необходимо продолжить исследования с пробами 
пластовых флюидов, загрязненных фильтратами 
РУО на основе дизельного топлива, сырых нефтей 
и других УВ.
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формулы.
•	 Математические формулы нужно набирать, точно раз-
мещая знаки, цифры, буквы.
•	 Все использованные в формуле символы следует рас-
шифровывать.
•	 Математические обозначения, символы и простые 
формулы набираются основным шрифтом статьи, 
сложные формулы — в MathType. Нумеруются толь-
ко те формулы, на которые есть ссылки в тексте. Рус-
ские и греческие буквы в формулах и тексте, а также 
химические элементы набираются прямым шрифтом,  
латинские буквы — курсивом. 

7. Правила оформления рисунков и таблиц.
•	 Все рисунки и таблицы, взятые из уже опублико-
ванных источников или электронных ресурсов (даже 
доработанные), в подписи обязательно должны иметь 
ссылку на страницу источника, название, автора и 
год издания. Если информация дополнена авторами,  
добавляется комментарий «с изменениями». 

•	 Рисунки в тексте должны иметь только необходимые 
элементы; лишние, ненужные для данной статьи эле-
менты должны быть удалены (включая скрытые слои в 
CorelDRAW). 
•	 Все текстовые обозначения на рисунках даются только 
на русском языке и в редактируемом виде. 
•	 Допустимые растровые изображения: фотоснимки. 
Рекомендуемое разрешение — 300 dpi, формат — TIFF, 
JPEG режим CMYK. 
•	 Отсканированные карты, схемы и другие изображе-
ния должны быть высокого качества. Отсканированные 
таблицы, обозначаемые в тексте автором как рисунки, 
рекомендуется переформатировать в редактируемые 
таблицы (Microsoft Word или CorelDRAW). 
•	 Графики и диаграммы принимаются только  
в редактируемом виде (рекомендуемые форма-
ты Microsoft Excel (.xls, .xlsx), CorelDRAW (.cdr), Adobe  
Illustrator (.ai, .eps)).
•	 Карты, схемы и другие векторные изображения 
рекомендуется предоставлять в форматах программ 
CorelDRAW и Adobe Illustrator.
•	 Фактический размер рисунка не должен превышать 
формат A4 (книжная ориентация, 210×297 мм).
•	 Не рекомендуется предоставлять графику в форматах 
PowerPoint, Microsoft Word.
•	 Оформление таблиц. Таблицы набираются в форма-
те Word или CorelDRAW. Примечания внутри таблицы 
не даются, используются сноски ко всей таблице или 
отдельным ее показателям. Все таблицы должны иметь 
названия и сквозную нумерацию. Сокращение слов не 
допускается.
•	 В тексте следует давать ссылки на все рисунки и таб­
лицы. При первой ссылке — рис. 1, табл. 1; при повтор-
ных — см. рис. 1, см. табл. 1. 

8. Правила рецензирования и опубликования.
•	 Поступающие в редакцию статьи проходят «слепое 
рецензирование»; рецензент оценивает соответствие 
статьи тематике журнала, актуальность темы и новизну 
изложенного в статье материала. В заключение он де-
лает вывод о целесообразности опубликования статьи  
в журнале. 
•	 Плата за публикацию статьи с авторов не взимается.

9. Не допускается дублирование статей, переданных 
для публикации (или уже опубликованных), в других 
изданиях или размещенных в Интернете.

10. Правила оформления списка литературы.
•	 Библиографический список дается в конце статьи.
•	 Cсылки на упомянутые и так или иначе использован-
ные при написании статьи источники в тексте обязатель-
ны и даются в квадратных скобках.
•	 Ссылки на диссертации, отчеты и неопубликованные 
работы не допускаются. 
•	 Список литературы должен включать минимум 
10 источников (современных, давностью не более  
10 лет). Также желательно наличие ссылок на актуальные 
зарубежные исследования по тематике.  
•	 Список литературы составляется в соответствии  
с ГОСТ Р 7.0.5-2008.
•	 Нумерация источников дается в порядке упоминания. 
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2. Ways to deliver your article to the editor’s office:
	– Personally by the Author;
	– Sent by mail to the editor’s office address, or by email 

info@oilandgasgeology.ru.

3. Recommended length of the article should not exceed 
author’s sheet (40,000 ens): 

	– Recommended number of figures in the article: no more 
than 10.

4. The materials submitted should include:
	– File containing full text of the article with graphical annexes 

(figures and tables) placed in the order they are mentioned 
in the test;

	– Folder containing text file (with no figures) and files of 
figures and tables (each graphic picture in a separate file); 

	– Information about the each of the authors (full name (first 
name, patronymic, and last name), place of work, position, 
academic degree, office/home and mobile phone numbers, 
e-mail; we highly recommend to provide ORCID ID and 
SCOPUS ID); 

	– Key words and two abstracts in Russian (first Annotation is 
conventional, 90–150 words long; second Annotation will be 
translated into English, it should be more detailed, 150–250 
words long). Annotations must be meaningful, including the 
obtained results and conclusions.

5. Text formatting rules:
•	 Prepare text in MS Word with line spacing 1.5 pt; font 
Times New Roman.
•	 Precede the article name with UDC (universal decimal 
classification) code.
•	 Use International System of Units (SI) for units of measure.
•	 Do not use abbreviations in the text, except for those 
generally accepted.

6. Rules for mathematical formulas presentation:
•	 Include only most important, resulting formulas.
•	 Write mathematical formulas with accurate placing of 
signs, numbers, and letters.
•	 Explain all the symbols used in a formula.
•	 Type mathematical notations, symbols, and simple 
formulas using the main font of the article; use MathType 
to write complicated formulas. Number only those 
formulas that are referenced in the text. Write Russian and 
Greek symbols in formulas and text, as well as chemical 
elements, in Normal (Roman) font style; Latin symbols  
in Italic. 

7. Figures and Tables formatting rules:
•	 Add link to the source page, name, author and year 
of publication to your figure/table caption in the case 
you use figure(s) and/or table(s) taken from the already 
published sources or electronic media (even those you 
have modified). Add comment “modified” in the case the 
information is supplemented by the authors. 

•	 Leave only necessary elements in figures; remove all 
the elements unnecessary and superfluous in the context 
of the article (including the hidden layers in CorelDRAW 
images). 
•	 Give text labels in the figures only in Russian, and in 
editable format. 
•	 Acceptable raster (bitmapped) images: photographs/
snapshots. Recommended resolution: 300 dpi; TIFF/JPEG 
format; CMYK colour mode. 
•	 Scanned maps, schemes, and other images should be of 
high quality. We recommend to convert the scanned tables 
the author refer to as figures into editable tables (Microsoft 
Word or CorelDRAW). 
•	 Submit graphs and diagrams in editable form only 
(recommended formats Microsoft Excel (.xls, .xlsx), 
CorelDRAW (.cdr), Adobe Illustrator (.ai, .eps)). 
•	 We recommend to submit maps, schemes, and other 
vector images in CorelDRAW и Adobe Illustrator formats.
•	 The actual image size must not exceed A4 paper size 
(portrait orientation, 210×297 mm).
•	 We do not recommend to submit images in PowerPoint or 
Microsoft Word formats.
•	 Tables formatting. Submit tables in MS Word or 
CorelDRAW formats. Do not add notes inside the table; use 
endnote to entire table or its separate elements. All the 
tables should have names and continuous numbering. Do 
not clip words.
•	 The text should contain references to all figures and 
tables. In the first reference — Fig. 1 / Table 1; in the next 
references — see Fig. 1 / see Table 1. 

8. Review and publication rules:
•	 We send all the submitted articles for blind review; 
reviewer examines the article for compliance with the topics 
of the journal and novelty of the material discussed in the 
article. As a result, he/she makes a decision whether the 
article is appropriate to be published in the journal. 
•	 Publication of article is free for authors.

9. It is prohibited to duplicate articles submitted for 
publication (or already published) in the other journals/
proceedings/books/etc. or posted on the Internet.

10. References formatting rules:
•	 Provide the references at the end of the article.
•	 References to the sources mentioned or somehow used 
in writing the articles are mandatory; enclose them in square 
brackets.
•	 References to theses, reports, and unpublished works are 
formed enclosed in round brackets within text of the article 
without mentioning in references. 
•	 References should include at least 10 sources (recent,  
not more than 10 years old). References to the topical foreign 
researches on the subject are desirable.  
•	 Reference formatting should comply with GOST  
R 7.0.5-2008.
•	 Number the sources in the order they are mentioned in 
the article.
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