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1. МЕТОДИКА ИССЛЕДОВАНИЙ

1.1. Определение физико-химических свойств нефти

Для проб нефтей определены физико-химические параметры: плотность,

содержание серы, молекулярная масса, содержание парафинов, смол, асфальтенов, а также

фракционный состав и температура застывания.

Плотность – одна из важнейших и широко употребляемых характеристик нефтей

и их фракций. Определение плотности в исследуемых нефтях проведено с помощью

ареометра при 20 0С по ГОСТ 3900-85.

Вязкость кинематическая при 20 и 50 0С определена по ГОСТ 33-2000.

Содержание общей серы в нефтях определено на приборе HORIBA по

ГОСТ Р 51947-2002 рентгенофлюоресцентным методом. ГОСТ Р 51947-2002

устанавливает метод определения серы от 0,0150 % до 5,00 %.

Молекулярная масса нефтей определена в соответствие с ОСТ 153-39.2-048 на

криоскопе CRYETTE.

Содержание парафинов определено путем удаления асфальтово-смолистых

веществ из нефти, их экстракции, адсорбции и последующем выделении парафина

смесью ацетона и толуола при температуре минус 20 °С (ГОСТ 11851)

Содержание смол и асфальтенов определено в соответствие с методикой

ВНИИНП.

Фракционный состав нефтей определен по ГОСТ 2177-99, предполагающий

определение начала кипения и количество фракций от 100 0С до 300 0С с температурным

градиентом в  50 0С.

Температура застывания нефти определена в соответствие с ГОСТ 20287.

Температура насыщения нефти парафином определена в соответствии с ОСТ

39.034-76.

Массовая доля воды определена по ГОСТ 2477-2014.

Массовая доля механических примесей в пробах нефтей определена по ГОСТ

6370-83.
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1.2. Групповой анализ нефтей и экстрактов (выделение насыщенных,

ароматических углеводородов, смол и асфальтенов)

Нефти, после предварительной деасфальтенизации по методу Гольде

сорокакратным избытком петролейного эфира, разделяли методом жидкостно-

адсорбционной хроматографии на фракции, содержащие насыщенные, ароматические

углеводороды и смолы [1].

Разделение проводили на стеклянной колонке длинной 500 мм с внутренним

диаметром 10 мм. В качестве адсорбента использовали силикагель марки АСКГ с

размером зерен 200-500 мкм. Силикагель в колонку засыпали небольшими порциями и

уплотняли постукиванием до тех пор, пока уровень адсорбента не переставал снижаться.

Перед разделением силикагель в колонке смачивали петролейным эфиром для снятия

теплоты смачивания и уменьшения возможности каналообразования. После этого в

колонку помещали нефти, разбавленные петролейным эфиром.

Элюирование проводили последовательно петролейным эфиром и бензолом.

Фракции элюированные петролейным эфиром содержали парафино-нафтеновые

углеводороды, а фракции элюированные бензолом – сернисто-ароматический концентрат.

Из полученных фракций отгоняли растворитель. Контроль качества разделения нефтей на

фракции осуществляли методом хроматомасс-спектрометрии.

1.3. Хроматомасс-спектрометрический анализ

Полученные при разделении фракции нефтей были проанализированы методом

газовой хроматомасс-спектрометрии на приборе «Hewlett Packard» 6890/5973 с колонкой

HP-1-MS (30 м; 0.25 мм) в режиме линейного программирования температуры (3 мин

45оС, от 45оС до 310оС скорость нагрева 3оС/мин, время темростатирования при 310оС –

20 мин.). Сбор и обработка данных производилась с применением программного

обеспечения системы ChemStation.

На основании данных хроматомасс-спектрометрии был установлен состав и

молекулярно-массовое распределение ряда классов углеводородов, рассчитано их

относительное содержание, а также ряд геохимических параметров, отражающих как

генетические особенности образцов, так и влияние катагенеза. Перечень использованных

молекулярных параметров приведён в таблице 1.1.
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Таблица 1.1 – Список молекулярных параметров, расчет которых проводился в

рамках работы для нефтей и хлороформенных экстрактов из пород

Параметр Формула расчета; (характеристический ион) Описание Лит. источник

П/Ф
Пристан/Фитан

(m/z 57)

Отношение содержания пристана и

фитана
Тиссо Б., Вельте Д., 1981

Ki
(П+Ф)/(н-С17+н-С18)

(m/z 57)

Изопреноидный коэффициент,

соотношение содержания суммы

изопреноидов пристана и фитана и

суммы н-С17 и н-С18

Петров Ал.А., 1974

4MDBT/1MDBT 4MDBT/1MDBT

(МДБТ-метилдибензотиофен, m/z 198)

Метилдибензотиофеновое

отношение
Radke M. et al., 1986

MPI-1

1,5*(2MP+3MP)/(0.69*P+1MP+9MP)

(P-фенантрен, m/z 178; MP –метилфенантрен, m/z

192; 0.69-коэффициент, учитывающий разницу при

расчете по масс-фрагментограммам и по пламенно-

ионизационному детектору)

Метилфенантреновый индекс Radke M. et al., 1986

C29/C27St C29/C27, m/z 218
Соотношение содержание стеранов

С28 и С29
Grantham P.J. et al., 1988

C28/C29St C28/C29, m/z 218
Соотношение содержание стеранов

С28 и С29
Grantham P.J. et al., 1988

S/(S+R) C29 St

S/(S+R), %

(S и R – S и R изомеры 5,14,17(H)-Стигмастана,

m/z 218)

Соотношение содержания S и R

изомеров стеранов состава С29
Seifert W.K. et al., 1986

/(+)

C29 St

/(+), %

(ββ и αα – S и R изомеры 5,14β,17β (H)-

Стигмастана и 5,14,17(H)-Стигмастана, m/z 218

)

Соотношение содержания  и 

изомеров стеранов состава С29
Seifert W.K. et al., 1986

DIA/REG

Dia/Reg

(Dia - сумма S и R изомеров 13,17(H)-

Диахолестана, Reg - сумма S и R изомеров

5,14,17(H)-Холестана и 5,14,17(H)-

Холестана, m/z217)

Соотношение диа- и регулярных

стеранов состава С27
Mello M.R. et al., 1988

Ts/

(Ts+Tm)

(Ts – 22,29,30-Триснорнеогопан, Tm – 22,29,30-

Трисноргопан, m/z 191)
Соотношение содержания Ts и Tm Seifert W.K. et al., 1978

H31S/(S+R)

S/(S+R), %

(S и R – изомеры 7,21 (H)-29-Гомогопана,

m/z 191)

Соотношение содержания S и R

изомеров гопана С31

Ensminger A. et al., 1977;

Seifert W.K. et al., 1980

H/(H+M)
H/(H+M)

(H-гопан, M-моретан, m/z 191)
Гопан-моретановый индекс Seifert W.K. et al., 1980

С35/С34Нор Отношение суммы S и R изомеров гопана С35 к
сумме S и R изомеров гопана С34 (m/z 191) Соотношение гопанов Peters K.E. et al., 2005

Н29/Н30 Соотношение Гопанов состава С29 к С30 (m/z 191) Соотношение гопанов Peters K.E. et al., 2005

TA(I)/

TA(I+II)

TA(I)/TA(I+II)

TA(I) – сумма прегнана и 20-метилпрегнана, TA(II) –

сумма холестана 20S и 20R, стигмастана 20S и 20R,

эргостана 20S и 20R, (m/z 231)

Параметр, основанный на

соотношении содержания

триароматических стероидов.

Beach F. et al., 1989

ABI

2С21/(С20-+С22), отношение С15-алкилбензола

(С21) к сумме С14-(С20)  и С16-алкилбензолов

(С22),   (m/z 91)

Алкилбензольный индекс Гончаров И.В. и др., 2013

МА/Алк Отношение н-алкилбензолов состава С13-С16 (m/z Гончаров И.В. и др., 2013
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Параметр Формула расчета; (характеристический ион) Описание Лит. источник

91) к н-алканам состава С13-С16 (m/z 57)

Кс Соотношение С26- алкана к С25 и С27 Гончаров И.В. и др., 2013

В данной работе для получения корректных, пригодных для сравнительных

исследований данных, к рассмотрению приняты наиболее устойчивые к выветриванию и

окислению компоненты. Такой подход позволил исключить влияние случайных факторов

(неправильное хранение образцов, различие условий пробоподготовки и анализа и т.д.).

В основу расчетов геохимических параметров положены значения площадей пиков,

получаемые путем интегрирования пиков на масс-хроматограммах по тому или иному

характеристическому иону.

Корректное сопоставление результатов и правильные выводы невозможны без

метрологической оценки получаемых результатов. Иными словами, чтобы провести

границу и ответить на вопрос «свой-чужой», нужно быть уверенным, что различия между

величинами находятся за пределами погрешности аналитического определения. Для этого

необходимо знать погрешность метода, которая определяется путем анализа параллельных

проб. Качество хроматомасс-спектрометрического анализа контролировалось по

внутреннему стандарту лаборатории, за который принят образец нефти скв. 2р Южно-

Черемшанского месторождения Томской области (инт. 2676-2683 м, пласт Ю1
3).

1.4. Изотопный анализ углерода нефтей их фракций

Определение изотопного состава углерода нефтей и их хроматографических

фракций выполнено на изотопном масс-спектрометре DELTA V ADVANTAGE

(производитель «Thermo Fisher Scientific», г. Бремен, ФРГ) оборудованного элементным

анализатором Flash 2000 и универсальным интерфейсом ConFlo IV, который обеспечивает

коммутацию изотопного масс-спектрометра и элементного анализатора. Образец из

автосамплера попадает в реактор, где углерод окисляется и в форме СО2 поступает в масс-

спектрометр.

Метод масс-спектрометрии изотопных отношений не предполагает абсолютных

измерений. При определении изотопных отношений необходимо использовать сравнение

с откалиброванными стандартами. В связи с необходимостью минимизации

инструментальных погрешностей, рекомендуется измерять газ-стандарт непосредственно

перед или после измерения пика газа-образца. Результат измерения рассчитывается по

формуле:
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,

где

R – отношение тяжелого изотопа к легкому изотопу;

x – индекс, обозначаемый измеряемый образец;

std – индекс, обозначающий стандартный образец.

Для контроля достоверности результатов измерений через каждые 9-10 образцов

анализировали стандартные образцы МАГАТЭ – NBS-22 (mineral oil) c величиной δ13С

vPDB = -30,03 ‰ и IAEA-CH-7 (polyethylene) = -32,15‰

Для каждого анализируемого образца проводилось не менее 3 параллельных

измерений. Результаты считались корректными, если расхождение между параллельными

измерениями не превышало 0,1 ‰.

1.5. Определение компонентного состава газа

Компонентный состав пробы газа выполнен на газовом хроматографе, оснащенном

детектором ПИД и ФИД.

Газохроматографическое определение компонентов газа проводилось в

соответствии с ГОСТ 31371.7-2008 (Метод А)

Условия проведения анализа.

Анализ проб газа проводился на газовых хроматографах Кристалл 5000.2 и

Кристалл 2000 М.

На хроматографе Кристалл 5000.2, оснащенном модулем 3 ДТП (3 детектора по

теплопроводности) определяли следующие компоненты:

Состав углеводородной части С2-С5 и углекислый газ определяли с помощью

насадочной колонки из нержавеющей стали (L = 3 м, Øвнутр. = 2 мм), заполненной Haysep R

80/100 меш и ДТП №1.

Метан, азот и кислород идентифицировали с помощью ДТП 2 и стальной

насадочной колонки с NaX 60/80 меш (L = 2 м, Øвнутр. = 3 мм).

Водород и гелий отделялись от остальных компонентов на насадочной колонке

заполненной CaA 60/80 меш (L = 4 м, Øвнутр.= 3 мм) и детектировались ДТП 3.

Условия проведения анализа газа:

Начальная температура программирования, 0С 40

Конечная температура программирования, 0С 200
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Скорость программирования температуры (до 130 ○С), 0С/мин 9

Скорость программирования температуры (от 130 до 200 ○С), 0С/мин 15

Температура испарителя, 0С 210

Температура детектора 1 (TCD1), 0С 210

Температура детектора 2 (TCD2), 0С 210

Температура детектора 3 (TCD3), 0С 210

Газ-носитель 1 (анализ УВ, кислорода, азота, двуокиси углерода) гелий

Скорость потока газа-носителя 1 через колонку, мл/мин 35

Газ-носитель 2 (анализ водорода и гелия) аргон

Скорость потока газа-носителя 2 через колонку, мл/мин 15

Состав углеводородной части С6-С10 проводился на хроматографе Кристалл 2000М,

оснащенном пламенно-ионизационным детектором (ПИД), капиллярной колонкой HP-1

(30 м × 0,319 мм × 3,00 мкм).

Условия анализа для определения углеводородов С6-С10

Начальная температура программирования, 0С 40

Конечная температура программирования, 0С 150

Скорость программирования температуры, 0С/мин 6

Температура испарителя, 0С 160

Температура детектора, 0С 180

Газ-носитель гелий

Скорость потока газа-носителя через колонку, мл/мин 61,5

Количественный расчет хроматограмм проводился при помощи программы

Хроматэк Аналитик (версия 2.5).

.

1.6. Изотопный анализ углерода газовых компонентов

Определение изотопного состава углерода метана и углекислого газа, а также

газовых компонентов  С2-С5 устьевых проб газов выполнено на приборе DELTA V

ADVANTAGE, к которому через интерфейсный блок ConFlo IV присоединяется газовый

хроматограф TRCE GC ULTRA, оборудованный блоком GC Isolink

Разделение газовых компонентов в хроматографе происходит на капиллярной

колонке PoraPlot Q (50м • 0,32 мм • 10 мкм). Температурный режим капиллярной колонки

зависит от определяемого компонента.

При определении изотопного состава углерода метана режим программирования

температуры термостата капиллярной колонки следующий:
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Начальная температура программирования, 0С 35 (изотерма 12 мин.)

Конечная температура программирования, 0С 200 (изотерма 10 мин.)

Скорость программирования температуры 0С/мин 20

Температура испарителя, 0С 120

Скорость газа носителя, мл/мин 2

Режим программирования термостата капиллярной колонки при определении

изотопного состава углерода компонентов С2–С5:

Начальная температура программирования, 0С 40

Конечная температура программирования, 0С 150 (изотерма 20 мин.)

Скорость программирования температуры 0С/мин 10

Температура испарителя, 0С 120

Скорость газа носителя, мл/мин 2

Объем пробы газа вводимой в капиллярную колонку зависит от концентрации

определяемого компонента в анализируемом образце и определяется для каждого случая

индивидуально по результатам компонентного анализа газа.

При определении изотопного состава минорных компонентов газовых смесей, в

хроматографе предусмотрена система обратной продувки (blackflush), которая исключает

попадание больших количеств макрокомпонентов в ионный источник масс-спектрометра

и тем самым исключает перегрузу электронных усилителей.

Определение величины δ13С или отдельного компонента возможно, если его

содержание в газовой смеси составляет 0,1 об.% и более.

Для каждого анализируемого компонента проводилось не менее 3 параллельных

измерений. Результаты считались корректными, если расхождение между параллельными

измерениями не превышало 0,2 ‰.

Для контроля достоверности результатов измерений периодический анализировали

газовые смеси производства AIR LIQUIDE, содержащие метан с известным изотопным

составом:

Thermo 1.1 High: δ13С vPDB(CH4) = -45,5 ‰,

Thermo 1.2 High: δ13С vPDB (CH4) = -24,1 ‰.
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2. РЕЗУЛЬТАТЫ ИССЛЕДОВАНИЯ

2.1. Физико-химические исследования нефти

В соответствие с заданием физико-химические исследования осуществлены для

двух проб нефти, отобранных из скважины №4 Еллей-Игайской площади с двух объектов

испытания:

1) Объект № 9, пласт Ю5, интервал перфорации: 2764-2772 м;

2) Объект № 10, пласт Ю1(2-3-4), интервал перфорации: 2661-2664 м, 2656-

2659 м, 2641-2643 м.

Результаты представлены в таблице 2.1 и в Протоколах КХА (Приложение).

Таблица 2.1 - Физико-химические параметры нефти скважины №4 Еллей-Игайской

площади

Определяемый параметр
Ед.

измере-
ния

Еллей-Игайское м-е, скв. 4,
об. 9

Еллей-Игайское м-е, скв. 4,
об. 10

Внутрилабораторный
шифр Р180192 Р180193

Дата отбора 10.01.2018 25.01.2018

Условия отбора пласт Ю5 пласт Ю1(2-3-4)

Интервал перфорации 2764-2772 м
2661-2664 м,
2656-2659 м,
2641-2643 м

Плотность при 20 оС кг/м3 781,3 826,1

Массовая доля серы
общей % масс. 0,0762 0,325

Массовая доля
асфальтенов % масс. 0,58 0,78

Массовая доля смол
силикагелевых % масс. 2,0 4,2

Массовая доля парафина % масс. 0,4 0,9

Молекулярная масса 156,0 186,0

Фракционный состав:
Температура начала
кипения

оС 70,0 63,0

Объем отгона
до100 оС % об. 1,0 2,0

до 150 оС % об. 21,0 11,0

до 200 оС % об. 48,0 25,0

до 250 оС % об. 67,0 43,0

до 300 оС % об. 81,0 64,0
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Согласно данным представленным в таблице 2.1 значения физико-химических

параметров исследованных двух проб нефтей из разных объектов различаются

существенно. Нефть из Ю5 характеризуется значительно меньшей плотностью,

вязкостью, чем нефть из Ю1 (2-3-4). В ней содержится меньшее количество серы,

парафинов, смол. Наибольшее различие наблюдается по содержанию общей серы.

Фракционный состав пробы из Ю5 характеризуется большим содержанием легких

фракций, до 300 0С выкипает 81,0 %, в нефти из Ю1 (2-3-4) – 64,0 %. Не совсем понятен

фракционный состав пробы из Ю5. В ней практически отсутствуют легкие фракции,

выкипающие до 100 0С. С другой стороны по сравнению с другими пробами в ней меньше

всего тяжелых фракций, 81 % нефти выкипает до 300 0С. Возможно, это обусловлено

особенностями испытания.

По результатам анализа, согласно ГОСТ Р 51858-2002, исследованные нефти могут

быть охарактеризованы следующим образом:

1) Объект № 9, пласт Ю5, интервал перфорации: 2764-2772 м;

- по содержанию серы - малосернистая (массовая доля серы - до 0,60 %

включительно);

- по плотности и фракционному составу относится к типу 0 (особо легкая).

2) Объект № 10, пласт Ю1(2-3-4), интервал перфорации: 2661-2664 м, 2656-2659 м, 2641-

2643 м.

- по содержанию серы - малосернистая (массовая доля серы - до 0,60 %

включительно);

- по плотности и фракционному составу относится к типу 1 (легкая).

Изученные в рамках настоящей работы пробы нефти из объектов Ю5 и Ю1 (2-3-4)

отличаются по физико-химическим характеристикам не только между собой, но и от проб

нефти из этой же скважины 2015 и 2016 г.г.

Предыдущие пробы по физико-химическим свойствам практически не отличаются

друг от друга, незначительные вариации могут быть связаны с условиями отбора и

хранения.  Они являются еще более легкими, чем нефть из пласта Ю5, характеризуются

самой низкой плотностью среди всех проб, изученных с 2015 г. В них также отмечается

минимальное содержание серы, парафинов, смол и асфальтенов среди всех исследованных

проб нефтей этой скважины.
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2.2. Групповой состав нефтей

Пробы нефтей, поступившие на исследования были разделены на фракции

методом колоночной жидкостной хроматографии (см. раздел 1.2) для определения

группового состава и дальнейшего изотопного анализа. Результаты представлены в

таблице 2.2.

Таблица 2.2 - Групповой состав нефтей из скважины № 4 Еллей-Игайского

месторождения

Интервал перфорации, м Пласт Дата отбора
ПНФ Ароматика

% масс.

2661-2664,
2656-2659,
2641-2643

Ю1 (2-3-4) 25.01.2018 65,66 26,85

2764-2772 Ю5 10.01.2018 82,06 13,92

Из таблицы 2.2 видно, что по групповому составу нефти из различных

продуктивных горизонтов отличаются друг от друга. Проба нефти из пласта Ю5

характеризуется большим содержанием парафино-нафтеновой фракции по сравнению с

нефтью из Ю1 (2-3-4). По содержанию ароматических углеводородов (УВ) нефть из

залежи пласта Ю5 существенно отличается от нефти из Ю1. В ней (Ю5) ароматики

содержится в два раза меньше, чем в нефти из залежи пласта Ю1. Такое же пониженное

содержание ароматики характеризуются нефти, продуцированные неморским

органическим веществом (ОВ).
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2.3. Хроматомасс-спектрометрические исследования нефтей

В рамках работы хроматомасс-спектрометрическим методом необходимо было

проанализировать - насыщенную и ароматическую фракции двух проб нефтей,

поступивших на исследования.

Фракции (насыщенная и ароматическая) нефтей были проанализированы на

хроматомасс-спектрометре Hewlett-Packard 6890/5973 в режиме SIM.

По результатам анализа были рассчитаны молекулярные параметры, основанные на

соотношении площадей компонентов (биомаркеров). Рассчитанные значения

молекулярных параметров для исследованных фракций нефтей приведены в таблице 2.3.

Представленные в таблице  молекулярные параметры характеризуют природу и катагенез

исходного ОВ.
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Таблица 2.3 – Некоторые молекулярные параметры, рассчитанные по результатам хроматомасс-спектрометрического анализа фракций

(насыщенная и ароматическая) нефтей из скважины №4 Еллей-Игайского месторождения

Интервал отбора, м Пласт Дата
отбора П/Ф Ki 4МДБТ/

1МДБТ
С28/С29

St
С29/С27

St
С35/

С34Нор ABI МА/Алк Кс

2990-3000 к.в. Pz 2016 1,75 0,23 4,10 0,44 2,42 н.с. 2,13
2661-2664, 2656-2659

2641-2643
Ю1(2-3-4) 25.01.2018 1,43 0,41 2,18 0,84 0,93 0,86 1,15 2,15 0,71

2764-2772 Ю5 10.01.2018 1,97 0,23 2,40 0,75 1,08 0,82 1,70 0,98 0,93

Продолжение таблицы 2.3

Интервал отбора, м Пласт Дата
отбора

S/(S+R)
St-C29

bb/(aa+bb)
St-C29

Ts/
(Ts+Tm) H/(H+M) H29/

H30
H31

S/(S+R)
DIA/
REG

TA(I)/
TA(I+II) MPI-1

2990-3000 к.в. Pz 2016 0,49 0,55 0,54 0,88 0,66 0,60 0,68 0,23 0,67
2661-2664 м, 2656-2659 м,

2641-2643 м
Ю1(2-3-4) 10.01.2018 0,55 0,50 0,42 0,90 0,61 0,58 2,17 0,25 0,56

2764-2772 м Ю5 25.01.2018 0,55 0,51 0,48 0,89 0,70 0,60 1,58 0,22 0,55
Примечание:

расшифровка молекулярных параметров приведена в таблице 1.1
н.с. - низкое содержание компонентов
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Из таблицы 2.3 видно, исследованные нефти из разных пластов отличается друг от

друга, как по фациально-генетическим параметрам, так и по параметрам катагенеза.

Нефти не биодеградированы, генерированы органическим веществом,

находящемся в главной фазе нефтеобразования (ГНФ).

Значения отношения П/Ф в нефтях изменяются от 1,43 до 1,97. Такие значения

отношения П/Ф в целом указывают на слабо-восстановительные условия накопления ОВ,

генерировавшего эти нефти. Нефть из Ю1  генерирована ОВ, формировавшимся в более

восстановительных условиях, чем нефть из Ю5.

Значения параметра С35/С34Нор в нефтях более 0,5 также указывают на

восстановительные условия накопления ОВ.

Тип биопродуцентов, участвующих в образовании ОВ, можно определить по

соотношению регулярных стеранов состава С27 - С29. Преобладание стеранов состава

С29 свидетельствует о высокой роли наземной растительности в формировании исходного

ОВ, преобладание стеранов состава С27 – ОВ морского происхождения. Также высокое

содержание С29 стеранов может наблюдаться в породах древнего возраста (более 350

млн. лет), в том числе палеозойского [2]. Дополнительно во всех пробах были рассчитаны

отношение С28/С29 стеранов и параметр ABI (преобладание н-алкилбензола С21 в ряду

гомологов С20-С22) [3]. Эти коэффициенты рекомендуется применять в совокупности с

отношением С29/С27 стеранов для отнесения ОВ к палеозойскому и более древнему

возрасту пород.

В исследованных нефтях отношение С29/С27St невысокое: в нефти из Ю1 - 0,93, в

нефти из Ю5 – 1,08. Наряду с полученными значениями отношения С35/С34Нор это

указывает на преимущественно морской генезис исходного для нефтей ОВ.

По параметру ABI нефти существенно различаются, что указывает на их разный

генезис (источник). В нефти из Ю5 наблюдается повышенное значение параметра ABI,

что может отнести ОВ, генерировавшего эту нефть к палеозойскому типу. В нефтях

баженовского (морское ОВ, восстановительные условия) и тогурского (неморское ОВ,

окислительные условия) типа значения ABI не превышают 1,20 - 1,40 [3]. Повышенного

отношения С29/С27 стеранов, характерного для ОВ палеозоя, в нефти из Ю5  не

наблюдается. Низкие значения отношения С29/С27 стеранов встречены в группе нефтей

юго-востока Западной Сибири палеозойского генезиса, в них же отмечается  меньшее

преобладание С15-алкилбензола в гомологическом ряду (параметр ABI около 1,4 - 1,5).

Данные параметры позволяют отнести нефть из Ю5 к палеозойскому генезису, однако

значения С28/С29St в этой нефти достаточно высокое (0,75), что превышает диапазон
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изменения значений этого соотношения характерный для ОВ палеозойского возраста. Для

ОВ пород палеозоя отношение С28/С29 стеранов должно быть менее 0,5, составляет

примерно 0,3-0,5. Кроме того, в нефти из Ю5 отношение П/Ф также немного выходит за

диапазон изменения этого соотношения для палеозойских нефтей Томской области (юго-

востока Западной Сибири). Для палеозойских нефтей Томской области характерны

значения П/Ф не выше 1,70 - 1,80.

Низкие значения Ki в нефти из пласта Ю5 указывают на ее высокий катагенез, что

характерно для палеозойских отложений. Однако фациально-генетические молекулярные

параметры (П/Ф, С28/С29St) указывают также на незначительный вклад ОВ нижнеюрских

отложений.

Нефть из Ю1 характеризуется невысоким значением параметра ABI, значения

С28/С29St характерны для отложений юрского возраста. Кроме того, в нефти из пласта

Ю1 наблюдается повышенные значения параметра DIA/REG (2,17), обусловленного

литофациальными условиями (глинистые/карбонатные породы), а также катагенезом

исходного ОВ. Для ОВ нефтематеринских пород с существенной долей глинистой

составляющей характерны значения DIA/REG выше 0,6 - 1,0, для ОВ пород с

преимущественно карбонатной составляющей - ниже 0,6 - 1,0. Однако, на этот параметр

существенно влияет катагенез. Использовать соотношение диастеранов и регулярных для

характеристики минерального состава нефтематеринских отложений рекомендуется в

случае близкой термической зрелости пород [2].

Высокое значение DIA/REG в нефти из пласта Ю1 указывает на преимущественно

глинистую составляющую нефтематеринской породы, однако оно может быть высоким

из-за повышенного катагенеза исходного ОВ. В нефти из пласта Ю5 также отношение

диастеранов к регулярным повышенное (1,58), что может указывать как на вклад

глинистой составляющей нефтематеринской породы, так и может быть обусловлено

высоким катагенезом ОВ, генерировавшем эту нефть. Следует отметить, что в нефти из

к.в. от 2016 года, имеющей палеозойский генезис, это соотношение достаточно низкое,

составляет 0,68 (таблица 2.3).

В исследованных нефтях молекулярные параметры катагенеза, основанные на

стерановых коэффициентах (S/(S+R)C29, ββ/(ββ+αα)C29) и соотношении гопана и моретана

состава С30 (H/(H+M)) достигли равновесных/предельных концентраций  (таблица 2.3).

ОВ, генерировавшего нефть из Ю5 и Ю1 находится в главной фазе нефтеобразования.

Оценить катагенез ОВ по этим параметрам сложно. Чаще всего эти параметры

применяются как надежные критерии термической зрелости ОВ пород на начальной

стадии преобразования в нефть [2].
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В нефти из Ю1 значение Ki выше, чем в нефти из Ю5, что указывает на разный

катагенез ОВ, генерировавшего эти нефти. ОВ, участвовавшее в генерации нефти пласта

Ю1 находится на меньшей стадии катагенеза, чем ОВ, генерировавшее нефть из пласта

Ю5. Другие молекулярные параметры катагенеза Н29/Н30, Ts/(Ts+Tm), TA(I)/TA(I+II),

DIA/REG, 4МДБТ/1МДБТ (таблица 2.3) также подтверждают это.

Пониженные значения Ki в нефти из пласта Ю1 (0,4) указывают на достаточно

высокий катагенез ОВ нефтематеринской породы, участвующей в генерации этой нефти.

Однако, в этом районе отмечается низкий катагенез ОВ пород баженовской свиты, ОВ ее

не вступило главную фазу нефтегазообразования. Поэтому при формировании залежи в

пласте Ю1 можно предположить миграцию нефтяных УВ из баженовской свиты со

стороны Тамрадской впадины, ОВ отложений баженовской свиты которой

характеризуется более высокой степенью термической преобразованности.

Катагенетические молекулярные параметры (Ki, MPI-1) указывают на смешанную

природу нефти (палеозой, тогур, баженовская свита), полученной из объекта испытания

пласта Ю1 (2-3-4).

Таким образом, совокупность молекулярных параметров, рассчитанных в нефти

Еллей-Игайского месторождения из пласта Ю1 (2-3-4), указывает на смешанный генезис

(рисунок 2.1). В генерации нефти из объекта испытания Ю1 (2-3-4) принимало участие ОВ

баженовской свиты, а также наблюдается вклад ОВ палеозоя и, возможно, нижнеюрских

отложений.

Совокупность молекулярных параметров (таблица 2.3), рассчитанных для нефти

Еллей-Игайского месторождения из продуктивного пласта Ю5, отражающих фациально-

генетические особенности образования и накопления ОВ и его катагенез, указывают на

преимущественно палеозойский генезис (рисунок 2.2). Источником исследованной нефти

из Ю5 явилось  морское ОВ палеозоя. Не исключена незначительная примесь ОВ

нижнеюрских отложений (высокие П/Ф, С29/С28St).
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Рисунок  2.1 - Генетические типы исследованных нефтей

2.4 Анализ изотопного состава углерода проб нефти

В рамках работы необходимо было провести изотопные исследования для 2-х проб

нефтей и их хроматографических фракций, всего – 10 образцов. Результаты измерения

представлены в виде величины δ13С (единица измерения - промилле (‰)) и приведены к

международному стандарту PDB.

В таблице 2.4 и на рисунке 2.2 приведены значения δ13С нефтей и их

хроматографических фракций.

Как видно из таблицы 2.4 разброс значений δ13С для исходных исследованных

нефтей небольшой. Однако характер изменения ИСУ по фракциям позволяет разделить

нефти по генетическому типу ОВ, участвующего в их генерации. На рисунке 2.3 показаны

пределы изменения ИСУ нефтей и
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Таблица 2.4 - Изотопный состав углерода нефтей и их хроматографических фракций

Интервал перфорации, м Пласт
Дата отбора Нефть ПНФ Ароматика Смолы Асфальтены

13C, ‰
2661-2664, 2656-2659, 2641-2643 Ю1(2-3-4) 25.01.2018 -30,85 -31,04 -30,50 -29,47 -30,44

2764-2772 Ю5 10.01.2018 -30,18 -30,17 -29,41 -29,37 -29,74

Примечание: ПНФ – парафино-нафтеновая фракция
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Рисунок 2.2 - Изотопный состав углерода исследованных проб нефтей и их

хроматографических фракций

Рисунок 2.3 – Изотопные кривые нефтей различных генетических типов Томской

области
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их фракций, характерных для выделенных в Томской области генетических типов нефтей.

Сопоставляя рисунки 2.2 и 2.3 мы видим, что нефть (и ее фракции) из пласта Ю1 (2-3-4)

попадает в область предельных значений δ13С, характерных для баженовского типа,

граничащих с диапазоном изменения изотопных кривых палеозойского типа. Пределы

изменения значений δ13С в нефти из пласта Ю5 и ее фракциях характерны для нефтей

палеозойского генезиса, ОВ которых накапливалось в восстановительных условиях с

участием морских биопродуцентов. Во всех пробах происходит закономерное утяжеление

изотопного состава углерода от парафино-нафтеновой фракции к асфальтенам. Однако, в

нефти из пласта Ю1 (2-3-4) фракция смол существенно обогащена тяжелым углеродом

(рисунок 2.2).

2.4. Исследование компонентного состава пробы газа

На анализ поступила проба газа, отобранного из пласта Ю5 (интервал перфорации

2764-2772 м). Газохроматографическое определение компонентов газа проводилось в

соответствии с ГОСТ 31371.7-2008 (Метод А). Результаты определения компонентного

состава пробы газа представлены в таблице 2.5 и протоколе (Приложение).

Таблица 2.5 - Компонентный состав пробы газа Еллей-Игайского месторождения

Компонент
(содержание, %

мольн.)

Еллей-Игайское м-е, скв. 4, об. 9, пласт Ю5;
интервал перфорации: 2764-2772 м

Гелий 0,0118

Водород 0,0333

Двуокись

углерода
1,22

Азот 1,17

Метан 91,64

Этан 3,06

Пропан 1,64

Изобутан 0,450

н-Бутан 0,343

Изопентан 0,161

н-Пентан 0,116
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сумма С6 0,092

сумма С7 0,048

сумма С8 0,0130

сумма С9 0,0019

Основным компонентом исследованного газа является метан. Содержание его в

пробе газа составляет 91,64 % об., что характеризует газ как сухой. Содержание азота и

редких газов (гелий и др.) составляет 1,17 и 0,0118 % об., соответственно. Количество

углекислого газа в пробе 1,22% об.

Основными факторами, влияющими на состав газа, является тип

нефтематеринского органического вещества и его катагенез, а также процессы

преобразования в залежи – водная промывка, химическое и биохимическое окисление.

Наши многочисленные исследования растворенных в нефти газов различных

залежей Томской области [7] показали, что нефти, генерированные морским

органическим веществом (баженовского и палеозойского типов), содержат газ, в котором

отношение изобутана к нормальному бутану меньше 0,5 - 0,6 (рисунок 2.4). В нефтях,

генетически связанных с неморским окисленным органическим веществом, это

соотношение больше 1,2.

Рисунок 2.4 - Изомерный состав бутанов и пентанов растворенных в нефти газов юго-

востока Западной Сибири
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Отношение изобутана к нормальному бутану в исследованной пробе газа Еллей-

Игайского месторождения составляет 1,3, что может указывать как  на биохимическое

окисление, так и на участие окисленного органического вещества в его генерации.

Молекулярные параметры проанализированной нами в рамках этой работы жидкой

составляющей флюида (нефти) из этой залежи, указывает на её преимущественно морской

генезис в восстановительных условиях (см. раздел 2.2, таблица 2.3). Однако, как

указывалось ранее в генерации нефти этой залежи не исключено участие органического

вещества нижней юры. Пластовые температуры в данном районе исключают

биохимическое окисление флюида в этой залежи. Скорее всего, повышенные значения

изобутана к нормальному являются следствием смешения флюида палеозойского генезиса

с газом неморской окисленной органики нижнеюрских отложений, что отразилось в

большей - заметной степени в газовой составляющей этой залежи. Такой случай не

является редким для региона. Так если рассматривать всю совокупность растворенных в

нефти газов Томской области, то видно, что они образуют по этим параметрам

непрерывный ряд (рисунок 2.4). Т.е. число залежей, где газовая составляющая

представлена продуктами генерации разных нефтегазоматеринских пород, значительно

шире, чем принято считать [4].

2.5. Анализ изотопного состава пробы газа

Для метана и газовых компонентов состава С2-С5 проведено измерение изотопного

состава углерода. Всего проанализировано 5 проб газа. Результат измерения, как обычно,

представлялся в виде величины δ13С (в единицах промилле - ‰). δ13С - смещение

указанного отношения в образце относительно международного стандарта PDB,

рассчитывалось по формуле:

δ13С (‰) = {[(13С/12С)образец: (13С/12С)стандарт] – 1}х 1000.

Рост отношения 13С/12С (и величины δ13С) отвечает изотопному утяжелению

углерода газа в образце. Определение величины δ13С в отдельном компоненте возможно,

если его содержание составляет около 0.1 об.% и более. Случайная ошибка измерения

величины δ13С (1σ) составила 0.2‰. В качестве лабораторного стандарта использовался

PEF-1 с величиной δ13С = -31.8‰. Результаты исследований изотопного состава углерода

газов представлены в таблице 2.6.
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Таблица 2.6 - Результаты определения изотопного состава углерода компонентов пробы газа из скв.4

Еллей-Игайского месторождения

Интервал
перфорации, м Пласт Дата отбора

13C, ‰

М
ет

ан

Эт
ан

П
ро

па
н

И
зо

бу
та

н

н-
Бу

та
н

И
зо

пе
нт

ан

Н
-п

ен
та

н

2764 - 2772 Ю5 14.01.2018 -47,5 -31,5 -29,2 -28,5 -28,4 -27,3 -27,3
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На рисунке 2.5 показано сопоставление кривых молекулярно-изотопного состава

углерода газовых компонентов (С1 - С5) для исследованной в рамках данной работы

пробы газа из пласта Ю5 и проб газов юго-востока Западной Сибири. Также на рисунке

показаны кривые ИСУ проб газа от 2015 года. Многочисленные исследования проб газов

Томской области позволили разделить их по изотопному составу углерода на три

генетических типа. В генерации газов каждого типа принимало участие ОВ

соответствующей нефтегазоматеринской породы региона: баженовская свита, нижняя

юра, палеозой [4]. Как видно из рисунка 2.5 проба газа из пласта Ю5 Еллей-Игайского

месторождения, изученная в рамках данной работы, также как и пробы газа этого же

месторождения от 2015 г., попадает в поле кривых молекулярно-изотопного состава

углерода, характерных для газов палеозойского генезиса. Образование газов

палеозойского генетического типа однозначно связано с ОВ морского генезиса,

накопление которого происходило в восстановительных условиях. Попадание

исследованных газов Еллей-Игайского месторождения по ИСУ в область газов этого

генетического типа, подтверждает их морской генезис и восстановительные условия

образования исходного ОВ.

Если ориентироваться на диаграмму (рисунок 2.6), то также получается морской

тип исходного ОВ. Кривая имеет харктерный сглаженный вид, что отражает сильный

катагенез нефтематеринского ОВ. Таким образом, газовая составляющая залежи Ю5

представлена преимущественно изотопно - тяжелым газом, генерированным

органическим веществом палеозоя, а также тогура.
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Рисунок 2.5 – Изотопный состав углерода исследованных газов Еллей-Игайского

месторождения (2018 и 2015 г.г)  и газов трех генетических типов юго-востока Западной

Сибири (Томская область)
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Рисунок 2.6 – Сопоставление кривых молекулярно-изотопного состава углерода

газовых компонентов (С1 - С5) проб Еллей-Игайского месторождения
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ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Анализ полученных результатов позволяет сделать следующие выводы:

1. По физико-химическим параметрам поступившие пробы нефти Еллей-Игайской

площади отличаются друг от друга и от ранее поступавших на исследования проб

этой площади (2015 и 2016 г.г). Нефть из пласта Ю5 существенно легче,

характеризуется низким содержанием серы, парафинов, смол по сравнению с

нефтью из пласта Ю1.

2. На основе комплекса молекулярных и изотопных параметров (фациально-

генетических и катагенетических) установлено, что источником исследованной

пробы из пласта Ю1 (2-3-4) явилось главным образом морское органическое

вещество баженовской свиты и палеозоя, с незначительной долей участия

органического вещества нижнеюрских отложений (тогурский тип ОВ). При этом,

если органическим веществом пород нижнеюрских отложений и палеозоя в районе

Еллей-Игайской площади, очевидно, был достигнут порог oil window, то

маловероятно, что ОВ, баженовской свиты здесь достигло необходимой зрелости.

Поэтому источник генерации нефти баженовского генетического типа, следует

искать в прилегающих впадинах.

3. Источником нефти из пласта Ю5 явилось морское органическое вещество палеозоя

с небольшой долей участия органического вещества нижнеюрских отложений.

4. Исследованный газ, отобранный из залежи пласта Ю5, имеет смешанную природу.

Газовая составляющая залежи Ю5 представлена преимущественно изотопно -

тяжелым газом, генерированным органическим веществом палеозоя на поздней

стадии катагенеза. Однако компонентный состав газа указывает также на вклад

органического вещества нижней юры.

5. Для более определенного ответа на вопрос о природе флюидов, локализации их

очагов генерации и установления механизма формирования залежей на Еллей-

Игайской площади необходимы дополнительные исследования с привлечением

материала по сопредельным территориям.



34

ЛИТЕРАТУРА

1. Современные методы исследования нефтей (Справочно-методическое

пособие)/Н.Н. Абрютина, В.В.Абушаева, О.А. Арефьев и др. Под ред А.И.

Богомолова, М.Б. Темянко, Л.И. Хотынцевой. – Л.: Недра,1984. – 431с.

2. Peters K.E., Walters C.C., Moldowan J.M. The biomarker guide. – Cambridge,

U.K.: Cambridge University Press. – 2005. – 1155 p.

3. Гончаров И.В., Фадеева С.В., Обласов Н.В, Самойленко В.В. //

Информативность молекулярных параметров при генетической типизации

нефтей. Научно-технический вестник ОАО «НК «Роснефть». – 2013. – №4. –

с.20-29.

4. Гончаров, И.В., Обласов Н.В. , Сметанин А.В. , Самойленко В.В. , Фадеева

С.В. , Журова Е.Л. Генетические типы и природа флюидов углеводородных

залежей юго-востока Западной Сибири // Нефтяное хозяйство. – 2012. – №11.

– С.8-13.

5. Гончаров, И.В., Фадеева С.В., Самойленко В.В., Обласов Н.В., Бахтина Е.С.

Генерационный потенциал органического вещества пород баженовской

свиты юго-востока Западной Сибири (Томская область) // Нефтяное

хозяйство. – 2014. – №11. – С.12-16.

6. Гончаров, И.В., Носова С.В., Самойленко В.В. Генетические типы нефтей

Томской области // Химия нефти и газа: Материалы V Международной

конференции. – Томск: Изд-во Института оптики атмосферы СО РАН, 2003а.

– C. 10-13.

7. Гончаров И.В., Коробочкина В.Г., Обласов Н.В., Самойленко В.В. Природа

углеводородных газов юго-востока Западной Сибири // Геохимия. – 2005. –

№ 8. – С. 810-816.



ПРИЛОЖЕНИЕ

Протоколы КХА














