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Аннотация

С целью геохимической типизации нефтей и конденсатов месторождений Тамбейской группы (полуостров 
Ямал) и установления их предполагаемых источников обобщены материалы по органической геохимии основ-
ных нефтегазоматеринских толщ, проведено их сопоставление с результатами геохимической интерпретации 
аналитических данных о составе исследованных нафтидов. В соответствии с генетическими углеводородными 
показателями (концентрационные соотношения по составу н-алканов, ациклических изопренанов, стеранов, 
терпанов) и с изотопным составом углерода в исследованной коллекции выделяются три генетических типа 
нафтидов. Преобладает смешанный генотип, одна проба соответствует аквагенному генотипу, несколько 
проб – преимущественно террагенному генотипу. Показатели зрелости по составу стеранов, терпанов и аре-
нов свидетельствуют о формировании исследованных проб в условиях главной зоны нефтеобразования. Со-
гласно данным ГЖХ-анализа (“нафтеновый горб”, отсутствие н-алканов или их пониженные содержания по 
сравнению с ациклическими изопренанами), конденсаты из альб-сеноманской и частично из аптских залежей 
подверглись микробиальному окислению умеренной и начальной стадий соответственно. Особенности физико-
химических свойств указывают на конденсационный тип большинства исследованных проб, что согласуется с 
их локализацией в зоне преимущественного газоконденсатонакопления.
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ВВЕДЕНИЕ

Интенсивное развитие нефтегазовой промыш-
ленности в Арктике, как в России, так и за ру-
бежом, обусловливает актуальность исследо-
ваний физико-химического состава и геохимии 
углеводородных флюидов арктических районов 
Западной Сибири. Такие исследования необхо-
димы как при оценке запасов и ресурсов угле-
водородного сырья, так и для разработки схем 
их добычи, транспорта и переработки. 

Район исследования, в котором локализова-
ны месторождения Тамбейской группы (Южно-, 

Северо- и Западно-Тамбейское), расположен на 
северо-востоке полуострова Ямал. По запасам 
газа эти месторождения являются крупными и 
уникальными. В районе исследования встреча-
ются газоконденсатные залежи и залежи с не-
фтяными оторочками. Несмотря на то, что Юж-
но-Тамбейское месторождение открыто в 1974 г., 
решение о его разработке принято в 2013 г., 
и сегодня продолжаются работы по его обу-
стройству. На Северо- и Западно-Тамбейском 
месторождениях, открытых десятилетием позже, 
проводится поисково-оценочное и разведочное 
бурение. Следует отметить, что геохимическая 
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информация о нефтях и конденсатах района ис-
следования ограничивается главным образом 
сведениями о физико-химических свойствах, а 
вопросы их геохимической типизации и генети-
ческих связей с нефтегазоматеринскими поро-
дами исследованы на единичных пробах [1]. 
В геологическом строении осадочного чехла 
района исследований принимают участие поро-
ды от палеозойского до четвертичного возраста, 
мощностью до 5000 м [2]. Продуктивный разрез 
района исследований начинается с нижнеюр-
ской зимней свиты (рис. 1). В качестве подстила-
ющих предполагаются переходные (мелководно-
морские, лагунные и т. д.) и континентальные 
осадочные отложения триаса [3]. Продуктивны-
ми на нефть и газ являются юрские и меловые 
комплексы, которые представлены чередующи-
мися проницаемыми и непроницаемыми терри-
генными породами. Основными нефтематерин-
скими толщами, участвовавшими в формирова-
нии уникальной нефтегазоносности полуострова 
Ямал, и в том числе района исследования, счита-
ют верхнеюрскую баженовскую свиту, а также 
нижнесреднеюрские зимнюю, шараповскую, ки-
тербютскую, лайдинскую и малышевскую сви-
ты [1, 4–10]. Зимняя, шараповская, китербют-
ская и лайдинская свиты обогащены главным 
образом террагенным и смешанным органиче-
ским веществом (ОВ) (С

орг
 в среднем <2–4 % на 

породу), в прослоях со значительной долей ак-
вагенной составляющей. Термокаталитическая 
зрелость ОВ соответствует концу главной зоны 
нефтеобразования (ГЗН) – началу глубинной 
зоны газообразования (ГЗГ). Для малышевской 
свиты характерно ОВ (С

орг
 в среднем до 3.5 % 

на породу) террагенного и аквагенного фациаль-
но-генетического типа, зрелость которого соот-
ветствует ГЗН. Катагенез ОВ нижнесреднеюр-
ских толщ рассматриваемого района в опублико-
ванных исследованиях характеризуется согласно 
информации об отражательной способности вит
ринита и пиролитическом показателе T

max
 [2, 4– 

7, 10]. Генотипы ОВ нижней и средней юры 
определены главным образом на основании 
палеофациальных реконструкций [4, 8] и пиро-
литической информации [6, 7]. Прослои с аква-
генным ОВ в этих породах, накапливавшиеся 
в субокислительных и слабовосстановительных 
условиях, для единичных проб установлены [7] 
согласно распределению н-алканов и ацикли-
ческих изопренанов (максимум н-алканов С

19
, 

пристан/фитан < 2). Террагенный генотип ОВ 
нурминской (J

3o
), лайдинской и малышевской 

свит (J
2
) на примере Малоямальского место-

рождения определен согласно тяжелому изотоп-

ному составу С
орг

 (>–26.2 … –23.4 ‰) и соответ-
ствующим углеводородным показателям (стераны 
С

29
/С

27
 2.20–8.68; I

TC
 – 3.20–13.96; преобладание 

среди ароматических углеводороводов (УВ) фенан-
тренов, присутствие ретена) [10]. Высокими кон-
центрациями (С

орг
 в среднем 2–4 % на породу) 

зрелого аквагенного ОВ характеризуется баже-
новская свита [2, 7]. Биомаркерные параметры 
для ОВ баженовской свиты, локализованной в 
пределах Северо-Тамбейского месторождения 
(стераны С

29
/С

27
 < 1, максимум н-алканов С

13
–

С
21

, пристан/фитан = 2.6), обсуждаются в рабо-
те [1]. Отличительной особенностью аквагенного 
ОВ баженовской свиты на севере и в арктиче-
ской части Западной Сибири является его суще-
ственная окисленность в диагенезе по сравнению 
с одновозрастными отложениями центральных 
районов (Среднее Приобье) [2, 8]. Согласно бас-
сейновому моделированию [8], более 50 % жидких 
УВ-флюидов, которые могли аккумулироваться 
в ловушках полуостровов Ямал и Гыдан, глав-
ным образом в меловых отложениях, генерирова-
ны ОВ баженовской свиты и около 40 % нефти 
связано с ОВ нижнесреднеюрских толщ.

Цель проведенных исследований – геохими-
ческая типизация нефтей и конденсатов место-
рождений Тамбейской группы, а также уста-
новление их предполагаемых источников на ос-
нове обобщения опубликованных материалов по 
органической геохимии основных нефтегазома-
теринских толщ (НГМТ) рассматриваемого рай-
она и их сопоставления с результатами геохи-
мической интерпретации аналитических дан-
ных о составе исследованных нафтидов.

ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНАЯ ЧАСТЬ

Объектами исследования являются дегази-
рованные пробы конденсатов (15 проб) и нефтей 
(8 проб) Южно-, Западно- и Северо-Тамбейско-
го месторождений, которые отбирались в раз-
ные годы на устьях поисковых и разведочных 
скважин. В табл. 1 представлена локализация 
проб по месторождениям и возрасту вмещаю-
щих отложений. Пробы отобраны из марреса-
линской, танопчинской и ахской свит мела и 
вымской свиты средней юры (см. рис. 1) в диа-
пазоне глубин от 1585 до 3742 м, в интервале 
пластовых температур от 37 до 90 °C. Пласто-
вые температуры закономерно увеличиваются 
сверху вниз по разрезу. 

Информация о физико-химических свойствах 
(плотность, вязкость, фракционный состав) неф-
тей и конденсатов получена соответствующими 
стандартизированными методами (ГОСТы). Изо-
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топный состав углерода (ИСУ, δ13С) нафтидов 
определялся с использованием масс-спектрометра 
DELTA V Advantage (Thermo Fisher Scientific) в 
Томском филиале Сибирского научно-исследо-

вательского института геологии, геофизики и 
минерального сырья (СНИИГГиМС), результаты 
анализа приведены к международному стандар-
ту VPDB.

Рис. 1. Фрагмент региональной стратиграфической схемы юрских и берриас-сеноманских от-
ложений района исследования (согласно [3]). 
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Состав УВ-биомаркеров изучен методами га-
зожидкостной хроматографии (ГЖХ) и хромато-
масс-спектрометрии (ХМС) насыщенной (Me-Nn) 
и ароматической (Nn-Ar) фракций нефтей и 
конденсатов. Углеводородные фракции выделе-
ны из дистиллятов исследованных проб с тем-
пературой начала кипения (T

нк
) более 200 °C 

методом жидкостной (элюентной) адсорбцион-
ной хроматографии [11].

Алканы нормального и изопреноидного строе-
ния в Me-Nn-фракциях анализировались мето-
дом ГЖХ с использованием хроматографа “Маэ-
стро” (Agilent Technologies 7820A GC System) с 
пламенно- ионизационным детектором, кварце-
вой капиллярной колонкой HP5 в режиме линей-
ного программирования температуры с гелием в 
качестве газа-носителя. Идентификация индиви-
дуальных соединений осуществлялась с привле-
чением компьютерной системы GC ChemStation.

Высокомолекулярные полициклические УВ-
биомаркеры в Me-Nn и ароматические соедине-
ния в Nn-Ar-фракции изучены методом ХМС с 
помощью системы, включающей газовый хрома-
тограф Hewlett Packard 5890 с высокоэффектив-
ным масс-селективным детектором Agilent MSD 
5972A и компьютерной системой (ChemStation) 
регистрации и обработки информации HPG 1034. 
Идентификация анализируемых соединений осу-
ществлялась по временам удерживания путем 

сравнения полученных масс-фрагментограмм с 
опубликованными данными [12–17], а также со-
поставлением масс-спектров отдельных компо-
нентов с имеющимися в библиотеке Националь-
ного института стандартов и технологий (США) 
NISТ-05. Для насыщенной фракции по масс-
фрагментограммам m/z 217, 218 идентифициро-
ваны стераны, а по m/z 191 – трицикланы (хей-
лантаны), тетрацикланы, гопаны и моретаны. 
Хромато-масс-спектрометрический анализ аро-
матической фракции проводился в режиме за-
писи характерных осколочных ионов m/z 178, 
192 (фенантрен и его монометилзамещенные), 
m/z 184, 198 (дибензотиофен и его монометилза-
мещенные), m/z 253 и 231 (моно- и триаромати-
ческие стероиды). Относительные содержания 
индивидуальных соединений определены через 
отношение площади соответствующего пика к 
сумме площадей всех идентифицированных сое-
динений данного типа, отдельно для насыщенной 
и ароматической УВ-фракций.

Результаты и обсуждение

Физико-химические характеристики  
нефтей и конденсатов

Исследованные конденсаты из нижнемело-
вых и среднеюрских отложений имеют типич-

ТАБЛИЦА 1

Представительность исследованной коллекции и комплекс выполненных анализов 

Место-
рождение

Возраст  
вмещающих 
отложений

Физико-химические свойства Распределение  
индивидуальных соединений, 
отн. % на группу

Плотность, 
вязкость, 
температурная 
разгонка

Групповой 
состав,  
мас. %  
на нефть 
(конденсат)

Сера,  
мас. %  
на нефть 
(конденсат)

Парафины, 
мас. %  
на нефть 
(конденсат)

ИСУ, 
δ13С, ‰

н-Алканы  
и ациклические 
изопренаны 
(ГЖХ)

Стераны, 
терпаны, 
арены 
(ХМС)

ЮТ K
1al-

K
2с

3к 3к 2к отс. 3к 3к 3к

ЮТ K
1a

3к 2к 3к 1к 2к 2к 1к

ЗТ K
1a

2к н/д 2к 2к н/д 2к н/д

СТ K
1a

1к н/д 1к 1к н/д 1к н/д

ЗТ K
1a

3н 3н 2н 2н 1н 3н 1н

Для залежей в K
1a

6к 3н 2к 3н 6к 2н 4к 2н 2к 1н 5к 3н 1к 1н

ЮТ K
1b-h

4к 4к 2к 2к 2к 2к 2к

ЗТ K
1h

1к н/д 1к 1к н/д 1к н/д

ЮТ K
1h

1н 1н н/д н/д 1н 1н 1н

ЗТ K
1b-h

3н 3н 2н 1н 2н 3н 2н

Для залежей в K
1b-h

5к 4н 4к 4н 3к 2н 3к 1н 2к 3н 3к 4н 2к 3н

ЮТ J
2a-b

1к 1н 1к 1к 1н 1н 1к 1к 1н 1к

Примечание. 1. Месторождение: ЗТ – Западно-Тамбейское, СТ – Северо-Тамбейское, ЮТ – Южно-Тамбейское; тип флюида: 
к – конденсат, н – нефть; н/д – анализ не проводился; методы анализа: ГЖХ – газожидкостная хроматография, ХМС – хромато-
масс-спектрометрия. 2. Серым цветом обозначено количество исследованных проб для соответствующих возрастных диапазонов.
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ные для этих УВ-флюидов низкие плотности 
(табл. 2). Кинематическая вязкость конденсатов, 
измеренная при 20 °С, не превышает 2 мм2/с. 
Для нижнемеловых залежей наблюдается зако-
номерное увеличение плотности конденсатов с 
глубиной. Температуры начала кипения (T

нк
) 

большинства проб низкие (см. табл. 2), а содер-
жание бензиновой фракции (до 200 °С) превы-
шает 50 об. %. Относительно повышенными T

нк
 

(108 и 110 °С) характеризуются два южно-там-
бейских конденсата из нижнемеловых залежей. 
Вместе с тем в них довольно много бензиновой 
фракции (57 и 77 об. % соответственно). И, наобо-
рот, для двух других южно-тамбейских конден-
сатов (K

1b-h
) при T

нк
 35 и 36 °С выход бензинов 

невысокий – 20 и 22 об. % соответственно. По-
вышенными плотностью (см. табл. 2) и вязко-
стью (2.04–2.43 мм2/ с), сопоставимыми с легки-
ми нефтями, характеризуются конденсаты из 
альб-сеноманской залежи (пласт ХМ

2
) Южно-

Тамбейского месторождения. Значения T
нк

 для
 

этих проб значительно выше (130–155 °С) по 
сравнению с исследованными легкими нефтями 
и обычными конденсатами, содержание бензино-
вой фракции – закономерно ниже (34–52 об. %). 
Исследованные конденсаты представлены глав-
ным образом УВ (> 90 мас. % на конденсат). 
Содержания смолисто-асфальтеновых веществ 
(САВ) очень низкие (<< 1 %), причем асфальте-
ны в большинстве проб отсутствуют или обна-
ружены в следовых концентрациях (см. табл. 2). 
Исключением являются три южно-тамбейские 
пробы из низов танопчинской свиты (K

1b-h
). 

В двух конденсатах (Южно-Тамбейское место-
рождение, K

1h
), с одновременно низкими T

нк
 и 

содержанием бензинов, смолы составляют 1.26 
и 1.49 мас. % при отсутствии асфальтенов. Одна 
проба (Южно-Тамбейское месторождение, K

1b
) 

с T
нк

 80 °С и содержанием бензинов 53 об. % ха-
рактеризуется самым высоким среди конденса-
тов содержанием смол (3 мас. %) и асфальтенов 
(0.38 мас. %). Три перечисленные пробы имеют 
относительно повышенные плотности по срав-
нению с другими нижнемеловыми конденсата-
ми выборки. Во всех исследованных конденса-
тах содержание Me-Nn УВ более чем в 4 раза 
выше по сравнению с Nn-Ar УВ. Исключением 
является конденсат с высокой T

нк
 (108 °С) Юж-

но-Тамбейского месторождения (K
1a

), в кото-
ром концентрация ароматических УВ состав-
ляет 22.61 мас. %, а отношение Me-Nn УВ/Nn-
Ar УВ = 3.41, что сопоставимо с исследованными 
нефтями. Аномально высокими отношениями 
Me-Nn УВ/Nn-Ar УВ (>> 20) характеризу- Т
А
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ются южно-тамбейские конденсаты из альб-
сеноманских (3 пробы) и готеривской (1 проба) 
залежей.

Плотность исследованных нефтей в среднем 
составляет 818.9 кг/м3 (интервал значений: 
801.2–851.1 кг/м3). Три нефти с относительно по-
вышенной плотностью (826.8; 832.1; 851.1 кг/м3) 
отобраны из берриас-готеривских залежей 
(Западно- и Южно-Тамбейское месторожде-
ния). Остальные пробы (Западно-Тамбейское 
месторождение: 3 – из залежи в K

1a
; 1 – из 

залежи в K
1h

; Южно-Тамбейское месторожде-
ние: 1 – из среднеюрской залежи) имеют плот-
ность <820 кг/м3. Вязкость нефтей в среднем 
составляет 6.53 мм2/с. Как для конденсатов, 
так и для нефтей наблюдается увеличение вяз-
кости (от 1.84 мм2/с) вместе с их плотностью (до 
11.16 мм2/с). Значения T

нк
 нефтей изменяются в 

широком диапазоне (30–180 °С) (см. табл. 2). 
Самой высокой T

нк 
и закономерно низким вы-

ходом бензиновой фракции (8 об. %) выделяет-
ся наиболее тяжелая нефть выборки из готе-
ривской залежи Южно-Тамбейского месторож-
дения. В среднем для нефтей выход бензиновой 
фракции закономерно меньше, чем для конден-
сатов (в среднем 30 об. %; от 8 до 50 об. %). 

В тамбейских нефтях преобладают УВ (в сред-
нем 95.90 мас. %, от 90.59 до 98.72 мас. %). Со-
держания САВ не велики, но их больше, чем в 
конденсатах (смолы: в среднем 3.67, от 1.28 до 
8.88 мас. %; асфальтены: в среднем 0.43, от 0.05 
до 1.08 мас. % ). Насыщенных УВ в несколько 
раз больше, чем ароматических. Отношение 
Me-Nn УВ/Nn-Ar УВ изменяется в узком диа-
пазоне (от 2 до 6). В отличие от конденсатов, 
аномально высоких значений этого отношения 
для нефтей не наблюдается.

В исследованных пробах очень мало серы: ее 
содержание в нефтях в среднем составляет 0.06 
мас. % (от 0.02 до 0.12 мас. %), а в конденсатах – 
0.02 мас. % (от следов до 0.10 мас. %). В нефтях 
закономерно больше парафинов (в среднем 3.53, 
от 2.43 до 5.40 мас. %) по сравнению с конден-
сатами (в среднем 0.72, от 0.01 до 3.10 мас. %). 
Высокое для конденсатов содержание парафи-
нов (3.10 мас. %) характерно для южно-тамбей-
ской пробы из берриасской залежи с повышен-
ной плотностью и самой значительной среди ис-
следованных конденсатов концентрацией САВ. 

Согласно тяжелому ИСУ (δ13С: –28.5…–27.0 ‰), 
для большинства тамбейских проб можно пред-
полагать существенный вклад террагенной ком-
поненты в нефтематеринское ОВ [18–20]. Три 
образца нефти из нижнемеловых залежей За-

падно- и Южно-Тамбейского месторождений 
имеют более легкий ИСУ по сравнению с други-
ми пробами коллекции (–28.9, –29.7, –30.2 ‰), 
что может быть обусловлено генетической свя-
зью с преимущественно аквагенным ОВ.

Распределение идентифицированных  
насыщенных углеводородов

Методом ГЖХ в насыщенных фракциях неф-
тей и конденсатов идентифицированы н-алканы 
С

14
–С

35 
(в единичных случаях до С

40
) и ацикли-

ческие изопренаны С
13
–С

25
. На хроматограммах 

трех тяжелых южно-тамбейских конденсатов из 
неглубокой альб-сеноманской залежи наблюда-
ется высокий неразделяемый “нафтеновый горб” 
(рис. 2, а). Однако для этих проб на хроматограм-
мах наблюдаются пики, по временам удержи-
вания соответствующие пристану, фитану и 
н-алканам С

17
–С

25
. Анализ масс-фрагментограмм 

по m/z 57, 71 и 183 подтверждает их присут-
ствие в этих пробах. В остальных конденсатах 
гомологический ряд н-алканов меньше по срав-
нению с нефтями и представлен УВ С

13
–С

26
 

(в единичных случаях до С
28
) (см. рис. 2). В двух 

конденсатах из аптских залежей (Южно- и Се-
веро-Тамбейское месторождения) на хромато-
граммах наблюдается невысокий “нафтеновый 
горб”, но н-алканы и ациклические изопренаны 
хорошо определяются (см. рис. 2, б). Эти два кон-
денсата и пробы из альб-сеноманской залежи 
характеризуются повышенными (>1) по сравне-
нию с остальной коллекцией значениями соотно-
шений K

i
 (табл. 3), отношениями пристан/н-С

17
 и 

фитан/н-С
18
 (рис. 3), что вместе с наблюдаемым на 

хроматограммах “нафтеновым горбом” и низки-
ми (<70 °С) температурами в соответствующих 
залежах указывает на микробиальное окисление 
этих конденсатов [12, 18, 21]. Максимум концен-
трационного распределения н-алканов в насы-
щенных фракциях конденсатов приходится на 
УВ С

15
–С

16
, а для нефтей смещен на УВ С

16
–С

18
. 

Содержания н-алканов С
16

–С
18+

 снижаются с 
увеличением молекулярной массы, для нефтей 
более плавно по сравнению с конденсатами. По-
казатель TAR в среднем равен 0.10 (интервал 
значений 0.002–0.26) (см. табл. 3). Низкие значе-
ния этого параметра обычно рассматривают 
как признак аквагенного генотипа ОВ и нафти-
дов. Однако исследованные пробы характери-
зуют район, в котором локализованы главным 
образом газовые и газоконденсатные залежи. 
Соответственно, исследованные УВ-флюиды 
формировались при значительном влиянии 
фазово-ретроградных процессов. За счет молеку-
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Рис. 2. Типовые хроматограммы насыщенных фракций на примере проб Южно-Тамбейского место-
рождения: а – конденсат, K

1al-2c
; б – конденсат, K

1a
; в – нефть, K

1h
.
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лярно-массового перераспределения, сопровож
дающего эти процессы, происходит облегчение 
конденсатов и сопутствующих им нефтей [22, 23], 
что в том числе сказывается на соотношениях 
УВ по молекулярной массе. Индекс нечетности 
OEP, который рассчитан для большинства ис-
следованных проб, в среднем составляет 1.04 
(интервал значений 0.94–1.33) (см. табл. 3), что 
указывает на термокаталитическую зрелость 
исследованных нефтей и конденсатов, соответ-
ствующую ГЗН [18, 19, 24]. 

На диаграмме Кеннона–Кессоу (см. рис. 3) 
большинство исследованных проб попадает в 
область, которая характеризует слабо- и уме-
ренновосстановительные обстановки при захо-
ронении и диагенезе исходного нефтематерин-
ского ОВ. Наименее окисленным в диагенезе 
было нефтематеринское ОВ, за счет которого 
образованы южно-тамбейские нефть и конден-
сат из среднеюрских отложений, единичные за-
падно- и южно-тамбейские нефти из нижнеме-
ловых залежей, а также биодеградированные 
конденсаты из аптских и альб-сеноманской за-
лежей. Для перечисленных проб закономерно 
характерны самые низкие (<2 или ≈2) значе-
ния отношения пристан/фитан. Для остальных 
нефтей и конденсатов коллекции отношение 
пристан/фитан >> 2, что, подобно локализации 
на диаграмме Кеннона–Кессоу, указывает на 
более окисленное при диагенезе нефтегазома-
теринское ОВ. 

В насыщенных фракциях нефтей и конденса-
тов, включая биодеградированные пробы, мето-

дом ХМС идентифицированы полициклические 
биометки – стераны и терпаны (рис. 4). Визуаль-
ный анализ масс-фрагментограмм показывает 
заметные различия в распределении этих УВ в 
исследованных пробах, что свидетельствует об их 
разном генезисе. На примере южно-тамбейских 
конденсатов на масс-фрагментограммах стеранов 
хорошо видны их различия в распределении сте-
ранов С

27
, С

28
 и С

29
. Масс-фрагментограммы тер-

панов демонстрируют разные соотношения в со-
ставе трицикланов (хейлантанов), между трицик
ланами и пентациклическими терпанами.

Стераны С
27

, С
28

 и С
29

 в большинстве проб 
обнаружены в близких концентрациях. Значи-
тельное преобладание стеранов С

29
 над стера-

нами С
28

 и С
27

 наблюдается для двух южно-
тамбейских конденсатов из аптской и средне-
юрской залежей, отношение стераны С

29
/С

27
 

для них составляет 1.60 и 1.38 (табл. 4) соответ-
ственно. Такое соотношение стеранов мезозой-
ских нафтидов позволяет предполагать их пре-
имущественно террагенный источник [12, 18, 19]. 
И наоборот, стеранов С

27
 существенно больше по 

сравнению со стеранами С
29
 в двух пробах юж-

но-тамбейских конденсатов из альб-сеноманской 
залежи (С

29
/С

27
 – 0.79, 0.90) и в двух пробах неф-

тей из готеривских залежей (С
29
/С

27
 – 0.62, 0.86) 

Южно- и Западно-Тамбейского месторождений, 
что может указывать на преобладание акваген-
ного ОВ в их источнике. Во всех исследованных 
пробах относительные концентрации стеранов 
С

30
 на порядок меньше по сравнению с их го-

мологами.

ТАБЛИЦА 3

Геохимические показатели по составу н-алканов и ациклических изопренанов,  
идентифицированных в исследованных нефтях и конденсатах

Возраст 
вмещающих 
отложений

Месторождение Тип 
флюида

Отнощение 
пристан/фитан

TAR K
i

OEP

K
1al

-K
2с

ЮТ к 1.22, 1.32, 1.47 н/о 0.71, 1.28, 1.55 н/о

K
1a

ЗТ, СТ, ЮТ к (1.61–4.50)/2.98 (5) н/о (0.46–1.17)/0.80 (5) 1.03, 1.03, н/о, 
1.25, н/о, 1.03

K
1a

ЗТ н 2.07, 2.40, 2.16 0.22, 0.11, 0.04 0.33, 0.34, 0.45 1.00, 1.03, 0.99

K
1b-h

ЗТ, ЮТ к 3.80, 3.50, 4.00 н/о 0.36, 0.36, 0.42 0.98, 1.03, 1.33

K
1b-h

ЗТ, ЮТ н (1.94–3.08)/2.46 (4) (0.07–0.26)/0.16 (4) (0.28–0.65)/0.42 (4) (0.94–0.98)/0.97 (4)

J
2a-b

ЮТ н 2.05 0.21 0.26 1.01

J
2a-b

ЮТ к 2.00 н/о 0.28 1.09

Примечание. 1. Месторождение: ЗТ – Западно-Тамбейское, СТ – Северо-Тамбейское, ЮТ – Южно-Тамбейское; тип флюида: 
н – нефть; к – конденсат; TAR = (н-C

27
 + н-C

29
 + н-C

31
)/(н-C

15
 + н-C

17
 + н-C

19
) (согласно [18]); K

i
 = (пристан + фитан)/ 

(н-С
17
 + н-С

18
) (согласно [12]); индекс нечетности OEP = (н-С

21 
+ 6•н-С

23 
+ н-С

25
)/ (4•н-С

22
 + 4•н-С

24
) (согласно [21]); н/о – пара-

метр не определен, так как соответствующие соединения отсутствуют или их содержания ниже чувствительности аналитическо-
го метода. Значения параметров: (минимум-максимум)/среднее значение (количество проб); одним числом или через запятую 
показаны значения параметра, если они определены для трех и менее проб. 2. Серым цветом выделены данные для конденсатов.
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Рис. 3. Диаграмма Кеннона–Кессоу для исследованных нефтей и конденсатов (месторождение: ЗТ – Западно-
Тамбейское, СТ – Северо-Тамбейское, ЮТ – Южно-Тамбейское).
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В трех пробах южно-тамбейских конденса-
тов из альб-сеноманской и юрской залежей сре-
ди три-, тетра- и пентациклических терпанов 
преобладают трицикланы С

19
–С

31
 (хейлантаны) 

(>50 % на сумму терпанов, см. рис. 4, г), соот-
ветственно, отношение гопаны/трицикланы для 
них меньше 1. Высокие концентрации трицик
ланов в этих пробах вероятнее всего обуслов-
лены (по аналогии с н-алканами) молекулярно-
массовым перераспределением УВ при фор-
мировании газоконденсатных залежей [22, 23]. 
В остальных пробах коллекции среди иденти-
фицированных терпанов максимум концентра-
ции приходится на гопаны и гомогопаны, а три-
цикланов значительно меньше (гопаны/трици-
кланы >> 1.5). Во всех исследованных пробах 
содержания моретанов и тетрацикланов очень 
низкие. Сканирование масс-хроматограмм по 
m/z 177 биодеградированных, согласно инфор-
мации ГЖХ, конденсатов не показало присут-
ствие 25-норгопанов – маркеров высоких ста-
дий биодеградации, что позволяет предполагать 
низкий уровень микробиального окисления в 
аптской и альб-сеноманской залежах [12, 18].

Соотношения между диа- и регулярными 
стеранами для большинства исследованных 
проб имеют значения >0.5 (см. табл. 4), что соот-
ветствует захоронению нефтематеринского ОВ 
в условиях терригенной седиментации. Такие 
значения отношения βα/(αα + ββ) выше по 
сравнению с нефтями аквагенного генотипа из 
верхнеюрско-меловых залежей центральных 
районов Западной Сибири, источником которых 
считается ОВ баженовской свиты [26]. Это отли-
чие, по-видимому, обусловлено более высокой 
окисленностью и/или повышенным содержани-
ем в составе нефтематеринских толщ района ис-
следования глинистых минералов, катализирую-
щих на этапе диагенеза трансформацию биосте-
роидов в диастераны [12, 18]. Считается, что 
диастераны более устойчивы к биодеградации по 
сравнению с регулярными структурами [12, 18]. 
Однако для биодеградированных южно-тамбей-
ских конденсатов из альб-сеноманской и аптской 
залежей значения отношения βα/(αα + ββ) даже 
ниже по сравнению с неизмененными пробами 
из нижележащих отложений. Это показывает, 
что биотрансформация не коснулась стеранов, 
и показатели по их составу сохранили свою 
геохимическую значимость. В исследованной 
выборке очень низкими значениями отноше-
ния βα/(αα + ββ) (0.36, 0.39, 0.39) выделяются 
три пробы южно-тамбейских конденсатов из 
аптской и готеривских залежей, которые, со-
гласно другим рассматриваемым параметрам Т
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(см. табл. 4), имеют близкую зрелость, но раз-
личаются по генотипу и окислительно-восста-
новительным условиям накопления нефтема-
теринского ОВ. Следует отметить, что для проб 
с самыми высокими значениями отношения 
βα/(αα + ββ) (1.48 и 1.31 – нефти Западно-Там-
бейского месторождения, K

1a
 и K

1h
; 1.04 – кон-

денсат Южно-Тамбейского месторождения, J
2
) 

одновременно характерны повышенные значе-
ния двух терпановых соотношений Ts/Tm (2.45, 
1.31, 1.75 соответственно) и диагопан С

30
/гопан 

С
30

 (0.21, 0.16, 0.34 соответственно) (см. табл. 4). 
Считается, что последние, подобно отношению 
βα/(αα + ββ), чувствительны к обстановкам при 
диагенезе нефтематеринского ОВ [12, 18, 27], 
поэтому можно предположить похожие условия 
(литологические и окислительно-восстановитель-
ные) при накоплении и диагенезе ОВ, которое 
генерировало эти нафтиды.

Исследованные нефти и конденсаты харак-
теризуются низкими значениями отношения 
гопаны С

35
/С

34
 (< 0.7) (см. табл. 4), что вместе с 

параметрами пристан/фитан, пристан/н-С
17

 и 
фитан/н-С

18
 указывает на формирование неф

тегазоматеринского ОВ главным образом в 
слабо- и умеренновосстановительных обста-
новках [12, 18, 19]. 

Среди трицикланов (хейлантанов) в боль-
шинстве проб преобладают низкомолекулярные 
гомологи (С

19
–С

20
), а концентрации УВ С

21
–С

31
 

меньше в несколько раз. Преобладание низкомо-
лекулярных трицикланов над их высокомолеку-
лярными гомологами обычно рассматривают как 
признак террагенного генотипа ОВ и нафти-
дов [12, 18, 25]. Однако аномально высокие зна-
чения трицикланового индекса (I

TC 
>> 1) (см. 

табл. 4) исследованных проб могли быть обуслов-
лены молекулярно-массовым перераспределе-
нием этих соединений при миграции и формиро-
вании залежей. В единственной нефти (Южно-
Тамбейское месторождение, K

1h
) I

TC
, равный 0.42, 

соответствует преимущественно аквагенному ге-
нотипу, который для этой пробы определяется 
одновременно по легкому ИСУ (δ13С –30.2 ‰) и 
низкому отношению стераны С

29
/С

27
 (0.62). 

Показатели зрелости (изомерные соотноше-
ния) по составу стеранов С

29
 и гомогопанов С

31
–

С
32

 исследованных нефтей и конденсатов близ-
ки (см. табл. 4) и характеризуют уровень изо-
мерных преобразований этих УВ, характерный 
для ГЗН [12, 18, 28], что согласуется с индексом 
нечетности OEP. Для двух южно-тамбейских 
проб (нефть из залежи в готеривских и конден-
сат из залежи в среднеюрских отложениях) на-

блюдаются относительно повышенные значе-
ния двух изомерных соотношений стеранов С

29
 

(ββ(20S + 20R)/αα20R: 4.60 и 5.24; αα20S/αα20R: 
1.40 и 1.71 соответственно), что могло бы пред-
полагать их более высокую зрелость по сравне-
нию с остальными пробами коллекции. Одна-
ко другими параметрами зрелости (по составу 
терпанов и аренов) это не подтверждается. От-
ношение Ts/Tm, исключая пробы с повышен-
ными его значениями (см. выше), укладывается 
в диапазон 0.65–1.18 (см. табл. 4), что для За-
падной Сибири соответствует зрелости ОВ гра-
даций катагенеза MK

1
2-МК

2
 [29], т. е. сопоста-

вимо с перечисленными выше показателями 
зрелости. 

Распределение идентифицированных  
ароматических соединений 

Согласно данным ХМС-анализа, в аромати-
ческих фракциях всех исследованных проб 
концентрации фенантренов существенно выше 
по сравнению с дибензотиофенами и ароматиче-
скими стероидами. Дибензотиофены отсутству-
ют в южно-тамбейских конденсатах из нижне-
меловых залежей, включая биодеградирован-
ные пробы. В остальных пробах этих соединений 
не больше 5–6 % на сумму идентифицирован-
ных аренов, что соответствует слабо- и уме-
ренновосстановительным обстановкам захоро-
нения нефтематеринского ОВ [18, 30], которые 
одновременно определяются по УВ-показателям 
насыщенных фракций. Самые высокие содер-
жания моно- (МАС) и триароматических (ТАС) 
стероидов, по сравнению с остальными проба-
ми, обнаружены в биодеградированных южно-
тамбейских конденсатах из альб-сеноманской 
залежи (>30 % на сумму идентифицированных 
аренов). Отношение ТАС/ МАС для этих проб 
изменяется от 0.44 до 1.00 (табл. 5). В пробах из 
готеривских залежей ароматических стероидов 
меньше (10–20 % на сумму идентифицирован-
ных аренов), но отношение ТАС/ МАС > 1.5. 
Высокие содержания ароматических стероидов 
и преобладание ТАС над МАС, как правило, 
рассматривают как признак значительной роли 
аквагенного ОВ в формировании нефтематерин-
ских толщ [12, 18, 30]. Так, например, в послед-
нюю группу попадает южно-тамбейская нефть, 
преимущественно аквагенный генотип которой 
одновременно подтверждается легким ИСУ, низ-
кими значениями отношения стераны С

29
/С

27
 и 

I
TC

 (см. табл. 3–5). И наоборот, очень низкие со-
держания ароматических стероидов (<3 % на 
сумму идентифицированных аренов) при отно-
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шении ТАС/МАС << 0.5 указывают вместе с тя-
желым ИСУ (> –29 ‰) и высоким отношением 
стераны С

29
/С

27
 (>> 1) на преимущественно 

террагенный генотип двух южно-тамбейских 
конденсатов из аптской и среднеюрской зале-
жей. В биодеградированном (по данным ГЖХ) 
южно-тамбейском конденсате из аптской зале-
жи МАС и ТАС не обнаружены.

Анализ распределения фенантренов показал 
различия их относительных концентраций в 
биодеградированных и неизмененных пробах 
(рис. 5). В неизменных нефтях и конденсатах, 
независимо от генотипа, голоядерный фенан-
трен существенно преобладает над монометил-
замещенными структурами (см. рис. 5, в, г). 
В биодеградированном конденсате из аптской 
залежи относительное содержание фенантрена 
снижено (см. рис. 5, б), а в биодеградированных 
пробах из альб-сеноманской залежи содержание 
фенантрена значительно меньше по сравнению 
с его монометилзамещенными структурами (см. 
рис. 5, а). Как следствие, эти пробы характеризу-
ются повышенными для исследованной коллек-
ции значениями фенантреновых соотношений: 
фенантренового (ФИ) и метилфенантренового 
(МФИ 1) индексов (см. табл. 5). Соответственно, 
эти соотношения некорректно использовать в 
качестве показателей зрелости для биодегра-
дированных УВ-флюидов. Для неизмененных 
нефтей и конденсатов ФИ и МФИ 1, а также 
для всех исследованных проб соотношения 
между триароматическими стероидами (ТАСИ) 
укладываются в узкие диапазоны значений 
(см. табл. 5), которые соответствуют характе-
ристикам ОВ ГЗН [18, 30, 31], что согласуется с 
показателями зрелости по составу насыщенных 

фракций исследованных проб (OEP, изомерные 
соотношения стеранов и терпанов).

Заключение

Согласно результатам, полученным при ана-
лизе насыщенных фракций методом ГЖХ, кон-
денсаты апт-альб-сеноманских залежей Южно- и 
Северо-Тамбейского месторождений подверглись 
микробиальному окислению, что согласуется с 
низкими, благоприятными для жизнедеятель-
ности подземных микроорганизмов, пластовыми 
температурами (<70 °C). В биодеградированных 
пробах отсутствуют признаки изменения геохи-
мических показателей по составу стеранов и 
терпанов. Cтадию биодеградиции конденсатов 
из аптских залежей следует рассматривать как 
начальную. Альб-сеноманские конденсаты, по 
сравнению с аптскими, более микробиально пре-
образованы. В их насыщенной фракции суще-
ственно снижены (до уровня “следов”) концен-
трации н-алканов, а в составе ароматической 
фракции наблюдается значительное уменьше-
ние содержания голоядерного фенантрена при 
одновременном увеличении концентраций моно-
метилзамещенных фенантренов. Согласно шка-
ле биодеградации, принятой в работах [18, 32], 
такие особенности УВ-состава позволяют счи-
тать эти пробы умеренно биодеградированными.

Значения показателей зрелости по составу 
стеранов, терпанов и аренов свидетельствуют о 
формировании состава исследованных УВ-флюи
дов в условиях главной зоны нефтеобразования. 
В общем случае условия фоссилизации нефте-
материнского ОВ исследованных нефтей и кон-
денсатов соответствуют слабо- и умеренновос-

ТАБЛИЦА 5

Геохимические показатели по составу ароматической фракции исследованных нефтей и конденсатов 

Возраст 
вмещающих 
отложений

Месторождение Тип флюида ТАС/ МАС ТАСИ ФИ МФИ 1

K
1al

-K
2с

ЮТ к 0.63, 1.00, 0.44 0.20, 0.20, 0.29 1.33, 1.95, 1.22 0.78, 0.87, 0.78

K
1a

ЮТ к н/о, 0.59 н/о, 0.15 0.47, 0.67 0.52, 0.81

K
1a

ЗТ н 2.80 0.48 0.72 0.81

K
1b-h

ЮТ к 2.00, 1.96 0.16, 0.16 0.98, 0.41 0.56, 0.50

K
1b-h

ЮТ, ЗТ н 2.23, 1.55, 2.89 0.27, 0.17, 0.35 0.43, 0.53, 0.60 0.65, 0.46, 0.79

J
2a-b

ЮТ к 0.52 0.14 0.56 0.79

Примечание. Месторождение: ЗТ – Западно-Тамбейское, СТ – Северо-Тамбейское, ЮТ – Южно-Тамбей-
ское; тип флюида: н – нефть; к – конденсат; МАС – моноароматические стероиды; ТАС – триароматические 
стероиды; ФИ (фенантреновый индекс) = (2-метилфенантрен/фенантрен); TAСИ = (ТАС C

20 
+ ТАС C

21
)/∑ТАС; 

МФИ 1 (метилфенантреновый индекс) =1.5•(3- + 2-метилфенантрен)/(фенантрен + 9- + 1-метилфенантрен); 
н/о – параметр не определен из-за отсутствия в пробе соответствующих соединений. Значения параметров по-
казаны одним числом (для одной пробы) или через запятую (для нескольких проб).
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Рис. 5. Типовые масс-фрагментограммы фенантрена (m/z 178; Ф) и монометилфенантре-
нов (m/z 192; 1-, 2-, 3-, 9-мФ) на примере проб Южно-Тамбейского месторождения: а – 
конденсат, K

1al
-K

2c
; б – конденсат, K

1a
; в – нефть преимущественно аквагенного генотипа, 

K
1h

; г – конденсат преимущественно террагенного генотипа, J
2
.
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становительным обстановкам. Вместе с тем в 
исследованной выборке выделяются три груп-
пы проб, которые различаются по генотипу. 
В первую группу (смешанный генотип) попада-
ет большинство исследованных проб. Их геохи-
мические особенности могут быть обусловлены, 
с одной стороны, генерацией за счет зрелого 
смешанного ОВ среднеюрских нефтегазомате-
ринских толщ (малышевская свита), а с дру-
гой – аккумуляцией в залежах УВ-флюидов из 
нескольких источников с разным фациально-ге-
нетическим типом ОВ. Южно-тамбейская нефть 
из готеривской залежи (вторая группа проб) по 
УВ-показателям (пристан/фитан 1.94, стераны 
С

29
/С

27
 0.62, стераны βα/(αα + ββ) 0.39, I

TC
 0.42, 

гомогопаны С
35

/С
34

 0.59, ТАС/МАС 2) и легко-
му ИСУ (–30.2 ‰) соответствует аквагенному 
генотипу и вероятнее всего генетически связана 
со зрелым ОВ баженовской свиты. И, наконец, 
соотношение УВ-биометок (пристан/фитан 1.6–
3.3, стераны С

29
/С

27
 1.4–1.6, стераны βα/(αα + ββ) 

0.36–1.0, I
TC

 2.1–3.3, гомогопаны С
35

/С
34

 0.2–0.7, 
ТАС/МАС 0.1–0.5) и относительно тяжелый ИСУ 
(–28.5…–28.3 ‰) южно-тамбейских нефти и кон-
денсата из среднеюрских залежей, а также двух 
конденсатов этого же месторождения из аптской 
залежи (третья группа проб) указывают на су-
щественный вклад в их нефтематеринское ОВ 
липидных остатков наземной растительности и, 
следовательно, на преимущественно терраген-
ный генотип. Источником этих нафтидов веро-
ятнее всего были обогащенные зрелым терра-
генным ОВ прослои малышевской свиты.

Выделенные генетические группы нафтидов 
не разделяются по базовым физико-химическим 
свойствам, что вероятнее всего связано со зна-
чительным разнонаправленным влиянием ми-
грационных факторов и многостадийности при 
аккумуляции УВ-флюидов в залежах. Исклю-
чением является южно-тамбейская нефть (K

1h
), 

которая характеризуется высокими плотностью 
и Т

нк
, низким содержанием бензинов, повышен-

ными концентрациями аренов (27.68 мас. %; 
Me-Nn УВ/Nn-Ar УВ – 2) и САВ (9.41 мас. %), 
что типично для нефтей аквагенного генотипа, 
образованных из ОВ баженовской свиты [29]. На 
общий конденсационный тип [22, 23] большин-
ства исследованных проб указывают их низкие 
плотности, высокий выход бензиновых фракций, 
существенное преобладание насыщенных УВ над 
ароматическими, низкие содержания САВ. Это 
соответствует локализации района исследова-
ния в зоне преимущественно газоконденсатона-
копления. 

Работа выполнена при финансовой поддержке про-
ектов РНФ ¹ 18-17-00038 и ФНИ ¹ 0331-2019-0022.
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