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И ИХ СОПОСТАВЛЕНИЕ С ПАРАМЕТРАМИ НЕФТЕЙ 
KEROGEN TYPES OF BAZHENOV FORMATION BASED ON PYROLYSIS 

DATA AND THEIR COMPARISON WITH OIL PARAMETERS 
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«Cланцевая революция» в США вызвала очередную волну изучения баженов-
ской свиты (БС) Западной Сибири. За последние несколько лет выполнен большой 
объем исследований, и получены новые данные по литологии, геохимии, нефте-
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носности, которые требуют осмысления и увязки с существующими представле-
ниями о строении и свойствах БС. 

Научно-аналитический центр рационального недропользования им. В. И. Шпиль-
мана проводит целенаправленное детальное изучение и разрабатывает модель баже-
новских отложений с целью оценки перспектив их нефтеносности в центральной час-
ти Западно-Сибирской нефтегазоносной провинции на территории ХМАО — Югры.  

В рамках этих работ, на основании анализа пиролитических данных (3 995 об-
разцов из 208 скважин), были определены типы органического вещества (I, II и III 
типы по Тиссо [1]) битуминозных пород баженовского горизонта и картирование 
их распределения по площади. Детально методика интерпретации пиролитических 
данных и полученные результаты опубликованы [2]. 

Определение типов органического вещества (ОВ) по пиролитическим данным. 
Отнесение керогена к тому или иному типу по пиролитическим данным довольно 
часто является неоднозначной задачей. Это побудило нас использовать в работе 
три разновидности диаграмм Ван Кревелена (рис. 1). Вследствие того что органи-
ческое вещество (ОВ) баженовской свиты характеризуется низкими значениями 
кислородного индекса OI, на диаграммах в осях «Водородный индекс (HI) — Ки-
слородный индекс (OI)» для многих скважин точки оказываются зажатыми в уз-
ком коридоре между осью HI и эволюционной кривой керогена типа I, что затруд-
няет разделение между I и II типами ОВ. Диаграммы в осях HI — Tmax и Н/С — 
O/C лучше поддаются интерпретации.  

При анализе пиролитических параметров по каждой скважине распределение 
точек на диаграммах не всегда позволяло соотнести интерпретируемый тип ОВ с 
областью (в осях HI — Tmax) или кривой (в осях Н/С — O/C), соответствующими 
единственному типу керогена. На диаграммах по 56 скважинам одна часть точек 
попадает в область керогена типа I, другая — в зону керогена типа II. Это иллюст-
рируют диаграммы по скв. Среднекондинской 20 (см. рис. 1). Этот тип ОВ рас-
сматривается авторами как смешанный тип I-II. В 7 скважинах определен по тако-
му же принципу смешанный тип II-III. В результате в 208 скважинах была выпол-
нена идентификация керогена по следующим типам: I, I-II, II, II-III и III. 

 
 

 
 

Рис. 1. Определение типа керогена по диаграммам Ван Кревелена 
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По результатам описанной выше процедуры определения типа керогена по 
диаграммам Ван Кревелена было закартировано распределение типов ОВ по пло-
щади (рис. 2).  

 

 
 

Рис. 2. Расположение областей развития ОВ разных типов [2] с изменениями 
 
Зона распространения керогена типа I включает значительную территорию 

Нижневартовского, Сургутского и Каймысовского сводов и Юганской мегавпади-
ны [3]. Единичные скважины с I типом ОВ встречаются на юго-западе Фроловской 
мегавпадины, Северо-Вартовской мегатеррасе, в Ларьеганском мегапрогибе. Сме-
шанный тип керогена I-II обрамляет зону распространения керогена типа I пре-
имущественно с севера и с востока. Выделены еще несколько участков с ОВ, отне-
сенным к смешанному типу I-II. Первый расположен вдоль западного борта Фро-
ловской мегавпадины, остальные закартированы по единичным скважинам: на 
Шаимском мегавале, Сергинском КП, Бахиловском мегавале. 

Две скважины с III типом ОВ расположены в центральной части Фроловской 
мегавпадины. Единичные скважины с керогеном смешанного типа II-III располо-
жены преимущественно в западной части рассматриваемой территории: во Фро-
ловской мегавпадине, на Красноленинском своде, Турсунском мегавале и Шугур-
ской мегатеррасе. Этот же тип керогена идентифицирован в скв. 100 Тыньярской 
на крайнем востоке округа. На остальной территории ХМАО — Югры определен 
кероген типа II, что в центральной части округа подтверждается данными пироли-
тических исследований, западная и восточная части рассматриваемой территории 
за неимением лабораторных исследований керна отнесены к типу керогена II ус-
ловно. 

Тот факт, что почти в половине скважин был определен I тип керогена, проти-
воречит устоявшимся представлениям. Считается, что формирование БС проходи-
ло в эпиконтинентальном бассейне, основным продуцентом ОВ был фитопланк-
тон, периодически возникали анаэробные и дизаэробные условия, благоприятные 
для консервации органического вещества [4]. Следовательно, кероген баженов-
ской свиты должен, скорее всего, относиться к типу II.  

Многие специалисты в предыдущие годы относили исходное органическое ве-
щество пород баженовской свиты ко II типу. В более поздних публикациях, на-
пример [5], формулируется вывод о том, что ОВ баженовской свиты наряду со  
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II типом представлено переходными формами между I и II типами, в отдельных 
интервалах — I типом. 

Водородный индекс стандартного ОВ типа II составляет 300–600 мг УВ/г Сорг. 
Генерационный потенциал баженовской свиты часто значительно превосходит 
стандарт ОВ: при пиролитических исследованиях фиксируется водородный индекс 
до 700 УВ/г Сорг и более. Исходя из этого, присутствие керогена I типа в отложе-
ниях БС возможно. Однако в районах его распространения необходимо исследо-
вание ОВ на предмет содержания в нем водорослевого материала и обогащенных 
липидами органических соединений. 

В зарубежной литературе кроме трех основных видов керогена описан тип IIS. 
Он характеризуется высоким начальным атомным отношением H/C и низким O/C 
и образуется из автохтонного ОВ, которое накапливалось в резко восстановитель-
ных условиях в морской обстановке. Одной из особенностей этого типа керогена и 
существенным отличием его от типа II (малосернистого) является то, что он фор-
мируется при недостаточном привносе обломочного материала и, как следствие, 
нехватке реакционноспособного железа для удаления большей части микробиаль-
но генерированного сероводорода. Восстановленная сера вступает в реакцию с 
органическим веществом [6]. Высокое содержание водорода (высокий HI) и заме-
щение кислорода серой (низкий OI) обусловливает тот факт, что на псевдодиа-
грамме Ван Кревелена IIS керогену соответствует график эволюции керогена  
типа I [7].  

Содержание серы в нефтях определяется содержанием серы в керогене и уров-
нем его зрелости [8]. Для проверки гипотезы о типе керогена была построена схе-
ма содержания серы в нефтях по данным из баланса запасов. 

Авторы исходили из двух положений: 
• нефти баженовской свиты сингенетичны вмещающим отложениям; 
• баженовская свита является нефтематеринской породой для перекрываю-

щих ее неокомских отложений и подстилающего васюганского горизонта. 
Анализ и картирование свойств нефтей. Для районирования территории по 

свойствам нефтей из баланса запасов были выбраны параметры залежей, относя-
щихся к трем нефтегазоносным комплексам: неокомскому, включая ачимовский 
(2 723 залежи), баженовскому (111 залежей) и васюганскому (972 залежи), всего 
3 806 залежей. 

По выборке из 3 381 значения среднее содержание серы в нефтях составило 
0,91 %. Распределение содержания серы бимодальное, с минимумом 1,2–1,3 %, 
разделяющим значения на две неравные группы (2 627 и 754), примерно соответ-
ствующие мало-, среднесернистым и сернистым нефтям.  

Содержание серы в основном изменяется от 0,1 до 2,8 %. Максимальные экс-
тремальные содержания серы определены в единичных залежах на Сургутском и 
Нижневартовском сводах (3,11 и 4,5 %)  

В центральной части рассматриваемой территории (рис. 3) по изолинии 0,6 % 
выделяется область, соответствующая среднесернистой нефти. Содержание серы 
растет от периферии к центру области: выделяется несколько зон сернистой нефти 
(> 1 %) разного размера и конфигурации. Основная зона сернистой нефти северо-
западного простирания охватывает зону сочленения Сургутского, Нижневартов-
ского сводов и Юганской мегавпадины. Зона меньшего размера северо-восточного 
простирания выделяется на юго-западе Фроловской мегавпадины в районе Зимне-
го и Ендырского валов.  

На западе рассматриваемой территории выделяется зона с серосодержанием  
< 0,4 % субуральского простирания, протянувшаяся от Шаимского и Турсунского 
мегавалов на юге через Красноленинский свод до Помутской мегатеррасы на севе-
ре. На северо-востоке ХМАО — Югры восточнее Пякупурского мегапрогиба так-
же выделяется зона с содержанием серы < 0,4 %. 
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Рис. 3. Содержание серы в нефтях [2] с изменениями 
 

Распределение сернистости по площади в целом соотносится с распределением 
типов ОВ (см. рис. 2). Область сернистой нефти (> 0,6 %) соответствует зоне  
ОВ I + I-II типов, аномалии с параметром > 1,0 % — ОВ I типа. Содержание серы 
< 0,6 % можно соотнести с распределением по площади ОВ II типа. Область с сер-
нистостью  < 0,4 % в районе Красноленинского свода и Шаимского мегавала кор-
релируется с зонами ОВ II-III типа. 

Были закартированы и другие параметры нефтей (содержание парафина, смо-
листость, вязкость, плотность, температура и газосодержание), наиболее массово 
представленные в балансе запасов. 

Рассматриваемые нефти преимущественно мало- и среднепарафинистые,  
преобладающее содержание парафинов < 5,0 %, среднее по выборке из 2 885 зна-
чений — 2,9 %,  

На территории от Красноленинского свода на западе до Толькинского мегапро-
гиба на востоке содержание парафинов в нефтях преимущественно не превышает 
3 %. Наиболее значительный по площади локальный минимум приурочен к Таг-
ринскому мегавалу. 

Выделяются две зоны с повышенной парафинистостью (> 3,5 %): на юго-западе 
ХМАО — Югры — это зона сочленения Турсунского и Шаимского мегавалов, на 
востоке — зона сочленения Бахиловского и Александровского мегавалов. 

Содержание парафинов в значительной степени зависит от природы исходного 
органического вещества, степени его зрелости и уровня биодеградации [1]. Сте-
пень зрелости, в свою очередь, определяется такими факторами, как глубина и 
температура.  

Рассмотрим с этих позиций вышеупомянутые зоны повышенной парафинисто-
сти. Зона сочленения Шаимского и Турсунского мегавалов характеризуется не-
большими глубинами 1 500–1 800 м и пластовыми температурами 75–90 0С, таким 
образом, повышенная парафинистость в данном случае, скорее всего, может объ-
ясняться природой исходного ОВ: формированием в прибрежных отложениях или 
наземным источником.  

В районе Бахиловского и Александровского мегавалов определяющим факто-
ром может служить степень зрелости керогена, так как этот участок характеризу-
ется повышенными пластовыми температурами (до 105 0С) в баженовской свите. 
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Пониженное содержание парафина (< 1,5 %) в районе Тагринского мегавала на 
востоке и в Сосьвинской мегаложбине, разделяющей Шаимский и Турсунский 
мегавалы, на юго-западе рассматриваемой территории может быть обусловлено 
процессами биодеградации нефти.  

Среди анализируемых нефтей преобладают малосмолистые и смолистые, со-
держание смол и асфальтенов преимущественно не превышает 19 %, среднее по 
выборке из 2 659 значений — 8,4 %. В неокомских нефтях Самотлорского место-
рождения смол и асфальтенов до 25–35 %. 

Распределение по латерали содержания смол и асфальтенов в нефтях в целом 
схоже с распределением сернистости. Область смолистой нефти (> 8 %) в цен-
тральной части рассматриваемой территории приблизительно соответствует зоне с 
сернистостью, превышающей 1 %.  

Рассматриваемые нефти в основном маловязкие и средневязкие (< 7 мПа∙c), 
среднее по выборке из 3 134 значений — 1,7 мПа∙c.  

Распределение параметра по латерали в целом подобно рассмотренным выше 
распределениям сернистости и смолистости: зоны с повышенной вязкостью  
(> 1,5 мПа∙c) коррелируются с областями с сернистостью > 1 % и смолистостью 
> 8 %. В то же время распределение вязкости выглядит более мозаично, чем рас-
смотренные выше распределения.  

Анализируемые нефти характеризуются большим диапазоном плотностей: 
особо легкие — легкие — средние — тяжелые — битуминозные. Плотность пре-
имущественно варьирует от 0,790 до 0,910 г/см3, среднее по выборке из 3 792 зна-
чений — 0,845 г/см3.  

В центральной части рассматриваемой территории по изолинии 0,86 г/см3 вы-
деляется область среднеплотной нефти, коррелирующаяся с зоной смолистой сер-
нистой нефти (содержание смол и асфальтенов > 8 %, серы > 1 %).  

В западной части территории ХМАО — Югры плотность в основном  
< 0,84 г/см3. На Красноленинском своде и Шаимском мегавале выделяются анома-
лии с плотностью нефти менее 0,82 г/см3 в пластах П, ЮК1 и ЮК0, им примерно 
соответствуют участки с сернистостью < 0,3 %. 

Область с особо легкой нефтью (< 0,83 г/см3), выделяемая к востоку от основ-
ной зоны среднеплотной нефти в восточной части рассматриваемой территории, 
коррелируется с зоной с сернистостью < 0,3 %. 

Для анализируемой выборки в целом существует положительная корреляция 
между плотностью нефти и содержанием серы (коэффициент корреляции r = 0,55), 
содержанием смол и асфальтенов (r = 0,50) и вязкостью (r = 0,49).  

Газосодержание рассматриваемых нефтей меняется в основном от 20 до  
220 м3/т, среднее по выборке из 3 799 значений — 86 м3/т.  

Существует обратная корреляция между газосодержанием и такими парамет-
рами, как плотность (r = –0,68) и содержание серы (r = –0,44). 

Пластовые температуры в рассматриваемых залежах изменяются в основном 
от 60 до 115 0С (рис. 4), среднее по выборке из 2 878 значений — 81 0С. 

Температуры ниже 60 0С характерны для глубин менее 2 035 м, преимущест-
венно для залежей в пластах групп АС и АВ. В зоне сочленения Красноленинского 
свода и Фроловской мегавпадины пластовые температуры больше 85 0С, на самом 
своде и граничащих с ним положительных элементах Фроловской мегавпадины 
температура превышает 100 0С. 

Пластовая температура является очень важным параметром. По мнению  
И. В. Гончарова [9], при пластовой температуре до 70 0С главную роль в определе-
нии геохимического облика нефти играет биодеградация. Следовательно, анализи-
руя свойства нефтей из вышеперечисленных зон с пониженными пластовыми тем-
пературами, в том числе в залежах на Сургутском и Нижневартовском сводах (Са-
мотлорское месторождение), нужно учитывать возможные вторичные изменения 
нефти. 
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Рис. 4. Пластовая температура 
 
Анализируя распределения в плане рассмотренных выше характеристик неф-

тей, следует отметить, что карты содержания серы, содержания смол и асфальте-
нов, вязкости, плотности характеризуются сходными трендами, а газосодержание 
находится в обратной корреляции с этими параметрами. 

Выделение градаций нефтей. По соотношению четырех основных параметров: 
серосодержания, содержания смол и асфальтенов, вязкости и плотности были вы-
делены градации нефти, представленные в таблице. 

 
Градации нефтей 

 
Градация 

нефти 
Содержание 

серы, % 
Содержание смол и 

асфальтенов, % 
Вязкость, 

мПа∙c 
Плотность, 

г/см3 
I 1,0–3,0 8–20 1,5–7,0 0,86–0,91 
Iа 1,0–3,0 6–8 0,0–1,5 0,84–0,86 
I–II 0,6–1,0 6–8 0,0–1,5 0,84–0,86 
II 0,0–0,6 4–6 0,0–1,5 0,79–0,84 
III 0,0–0,3 0–4 0,0–1,0 0,79–0,82 
 
Нефти градации I характеризуются максимальными значениями основных па-

раметров: содержания серы, содержания смол и асфальтенов, вязкости и плотно-
сти и распространены в центральной части рассматриваемой территории. Основ-
ная зона градации I северо-западного простирания охватывает Сургутский свод и 
распространяется на центральную часть Юганской мегавпадины (рис. 5). Зона 
меньшего размера северо-восточного простирания выделяется на юго-западе Фро-
ловской мегавпадины в районе Зимнего и Ендырского валов. Выделены еще два уча-
стка с нефтями градации I в районе Салымского и Верхнесалымского мегавалов. 

Нефти градации Iа характеризуются значениями содержания серы 1–3 %, но 
величины остальных трех параметров для них меньше максимальных значений. 
Они распространены в зоне сочленения Нижневартовского свода и Юганской ме-
гавпадины, примыкающей к основной области градации I. Более низкие значения 
содержания смол и асфальтенов при высоких значениях сернистости могут объяс-
няться тем, что сера входит в состав как высокомолекулярных соединений, к кото-
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рым относятся смолы и асфальтены, так и низко- и среднемолекулярных соедине-
ний (до С25), в которых она связана только с углеродом и водородом [1]. 

 

 
 

Рис. 5. Районирование по градациям нефтей 
 

Если это предположение верно, оно, в свою очередь, может свидетельствовать 
о большей зрелости нефтей Iа по сравнению с градацией I, так как термическая 
эволюция связана с уменьшением тяжелых составляющих [1], к которым относят-
ся смолы и асфальтены. Более высокая зрелость может быть связана с более высо-
кими пластовыми температурами (> 85 0С), что, кстати, оказывает влияние на 
уменьшение вязкости. 

Для нефтей градации II величина вязкости такая же, как у градации Ia, у ос-
тальных параметров более низкие значения: серосодержание — ≤ 0,6 %, содержа-
ние смол и асфальтенов 4–6 %, плотности 0,79–0,84 г/см3. Они образуют два ареа-
ла на западе и востоке ХМАО — Югры, внешние границы которых проведены 
формально по границам тектонических элементов, что обусловлено отсутствием 
данных.  

Между зонами развития нефтей градаций I и II выделяется переходная об-
ласть I-II, в которой серосодержание изменяется от 0,6 до 1 %, содержание смол и 
асфальтенов 6–8 %, вязкость такая же, как у градации II, плотность 0,84–0,86 г/см3. 
Два небольших участка с нефтями, отнесенными к этой переходной градации,  
выделены на западе ХМАО — Югры (север Сергинского КП) и на востоке (в районе 
Александровского мегавала). На Сергинском КП единичное значение сернистости 
— 0,6 %, плотность 0,84–0,86 г/см3, вязкость 2,6 мПа∙c, в районе Александровского 
мегавала плотность 0,84–0,86 г/см3, содержание смол и асфальтенов превышает 8 %. 

К градации III отнесены нефти с минимальными значениями основных пара-
метров. Это два участка на западе рассматриваемой территории: Каменная верши-
на с Рогожниковской зоной Красноленинского свода и север Шаимского мегавала 
и зона к востоку от Северо-Вартовской мегатеррасы. Зоны выделены по серосо-
держанию ≤ 0,3 % и плотности ≤ 0,82 г/см3. 

По карте пластовых температур (см. рис. 4) с учетом рассмотренных выше рас-
пределений остальных параметров было выделено четыре участка с предположи-
тельно биодеградированной (б. г.) нефтью, характеризующейся высокой плотно-
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стью и вязкостью: на западной границе ХМАО — Югры, на Сургутском своде и на 
юге Юганской мегавпадины. 

Градации нефти и тип керогена. Выделенные градации нефти в целом соотно-
сятся с полученным нами распределением типов ОВ по пиролитическим данным. 
Градации I и Iа соответствуют зоне ОВ I типа, градация II — зоне ОВ II типа, пе-
реходная градация I-II — ОВ типа I-II. Что касается градации III, то на востоке 
рассматриваемой территории она не может быть подтверждена пиролитическими 
данными ввиду их малочисленности. 

На рисунке 6 представлен кроссплот, построенный по данным, полученным  
М. В. Дахновой и из литературных источников [10]. Показано содержание серы и 
отношение Pr/Ph в 22 пробах нефти из верхнеюрских и нижнемеловых отложений, 
(скважины, из которых отобраны пробы, обозначены на рисунке 5). Заливка сим-
вола соответствует градации нефти по схеме районирования (см. рис. 5). 

 

 
 

Рис. 6. Кроссплот содержания серы и отношения Pr/Ph 
 
Пробам, попадающим в зону нефтей градации II, соответствуют более низкие 

значения сернистости (< 1,1 %) и более высокие отношения Pr/Ph (0,97–1,44). 
Пробы, соответствующие нефтям градаций I и I-II, делятся на две группы. Одна 
характеризуется повышенным значением серосодержания (> 1,2 %) и пониженным 
Pr/Ph (< 0,96), вторая — параметрами, близкими к пробам из нефтей градации II. 
Ко второй группе относятся четыре пробы из нефтей Правдинско-Салымского и 
Приобского месторождений и одна из скв. 31 Когалымской. Более низкие величи-
ны сернистости и более высокие отношения Pr/Ph второй группы могут объяс-
няться тем, что рассматриваемые параметры зависят от степени катагенеза ОВ, а 
район Правдинско-Салымского и Приобского месторождений характеризуется 
повышенными значениями — Tmax = 440–450 0С. 

Диапазон изменения показателя Pr/Ph подтверждает различия, существовав-
шие в обстановках формирования баженовских отложений. Отношение Pr/Ph = 
0,97–1,44 характеризует восстановительные и слабо восстановительные условия, 
Pr/Ph < 0,96 свидетельствует о существовании резко восстановительной среды. 

Серосодержание > 0,5 % служит признаком морских аноксийных условий [10]. 
Более высокая сернистость  > 1,0 % может объясняться недостаточным содержа-
нием в осадке реакционноспособного железа (из кластических осадков) для удале-
ния всего бактериально генерированного сероводорода. Большая часть сульфидов 
поступает в кероген, происходит осернение органического вещества. 

Таким образом, нефти градаций I, Iа и I-II формировались в морских резко вос-
становительных условиях, они характеризуются повышенной плотностью, высо-
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ким содержанием смол и асфальтенов и низкой газонасыщенностью. Повышенная 
сернистость позволяет рассматривать органическое вещество, продуцировавшее 
эти нефти, как разновидность керогена типа IIS. Область развития этого типа ке-
рогена откартирована по значению сернистости 0,6 % (см. рис. 2). 

Что касается формирования нефтей градаций II и III, оно также проходило в 
морских условиях, но в районах несколько более отдаленных от центра бассейна, с 
другими количеством и качеством ОВ, определяемыми не только его источником, 
но и степенью окисленности. Это обусловило более низкие сернистость, концен-
трацию асфальтено-смолистых веществ, вязкость, плотность и более высокую га-
зонасыщенность. ОВ, послужившее источником для этих нефтей, можно рассмат-
ривать как классический кероген II типа. 

Таким образом, выполненное определение типов органического вещества по 
пиролитическим данным и параметрам нефтей свидетельствует о неоднородности 
ОВ баженовской свиты, которая определяется его источником, условиями захоро-
нения, процессами преобразования, степенью зрелости и т. д. 

Предложенные модели распределения разных типов керогена требуют верифи-
кации вещественно-петрографическими исследованиями и пиролитическими ана-
лизами кинетики ОВ. 

Представленное районирование подтверждает существование областей с пре-
обладанием разных типов керогена в баженовской свите, которые различаются в 
том числе генерирующим потенциалом. Это должно учитываться при бассейновом 
моделировании и оценке перспектив нефтегазоносности.  
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