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В книге рассматриваются масштабы пластовой и верти
кальной миграции компонентов нефти и газа, отраженные в. 
изменениях органического вещества и газовой составляющей 
подземных вод. Устанавливается сфера прогнозного действия 
прямых гидрогеохимическйх показателей нефтегазоносности. н 
значительной мере определяется эффективность их практиче
ского использования на различных этапах и стадиях поиско
во-разведочных работ на нефть и газ. 

Анализируются роль и влияние различных факторов, в том 
числе размеров залежей, литологического состава пород, сла
гающих месторождения, характера и степени дизъюнктивной 
нарушенное™, динамики вод на масштабы пластовой и вер
тикальной миграции компонентов и форму фиксируемых орео
лов. Значительное внимание уделяется методам анализа 
масштабов ореольного рассеяния и направлений миграции, а 
также малоизученной проблеме сохранения залежей в течение-
геологического времени их существования. Предложена клас
сификация подземных вод нефтегазоносных областей по сте
пени влияния, оказываемого на них залежами нефти и газа. 

Книга подготовлена к опубликованию отделом научно-
технической информации НВНИИГГ, предназначена для гео
логов, геохимиков и гидрогеологов, занимающихся поисками 
и разведкой месторождений нефти и газа, а также вопросами 
происхождения нефти. 
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В В Е Д Е Н И Е 

Изучение миграции химических элементов, ореолов (или 
потоков) рассеяния их 'составляет теоретическую основу всех 
разловидіностей геохимических методов поисков различных 
полезных ископаемых, в том числе нефти и газа. 

Широкое развитие и признание геохимические и гидрохи
мические методы получили при поисках и разведке рудных 
полезных ископаемых. Удельный вес этих методов, особенно 
гидрохимического, при поисково-разведочных работах на 
нефть и газ еще крайне мал. Вместе с тем, современный уро
вень знаний в области нефтепоисковой гидрогеохимии указы
вает на принципиальную возможность использования ее для 
решения ряда проблем нефтепоисково.й геологии, среди кото
рых важнейшими являются: прогноз нефтегазоноености новых 
регионов, определение наиболее 'Перспективных направлений 
поисков в районах с доказанной промышленной нефтегазонос-
ностью, оценка продуктивности локальных структур и, нако
нец, поиски пропущенных залежей .нефти и газа. 

Успешная реализация указанных возможностей нефтепоис
ковой гидрогеологии и эффективное использование гидрогео
химических показателей на различных этапах и стадиях поис
ково-разведочных работ невозможна без предварительных ис
следований масштабов пластовой и вертикальной миграции 
компонентов из залежей нефти и газа. 

Богатый опыт поисков рудных месторождений полезных ис
копаемых, а отчасти и поисков залежей нефти и газа, показы
вает, что размеры и форма ореолов рассеяния зависят прежде 
всего от литолого-петрографического состава пород, слагаю
щих месторождения, гидрогеологических и термодинамических 
условий миграции, характера дизъюнктивных нарушений. Не 
менее существенное значение имеют и физико-химические 
свойства мигрирующих компонентов. 
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Определение роли и значения указанных факторов и, в ко
нечном итоге, установление масштабов пластового и верти
кального ореолов влияния нефтяных, газонефтяных и газовых 
залежей для различных геолого-тектонических и гидрогеоло
гических условий их существования составляет основную за
дачу настоящей работы. 

В разработанном ранее' комплексе критериев прогноза 
нефтегазоносное™ локальных структур (А. С. Зингер, 1966) 
несомненную генетическую связь с нефтью и газом имеют по
казатели содержания органического вещества и газовая со
ставляющая подземных вод, в связи с чем определение ореоль-
ного влияния залежей проводилось по результатам исследова
ния именно этих групп показателей. Ионно-солевой состав 
подземных вод (включая микрокомпоненты) не анализировал
ся. В работе рассмотрены также некоторые вопросы, пред
ставляющие главным образом теоретический интерес. К ним 
относится, например, малоисследованная проблема сохране
ния залежей нефти и газа на протяжении геологического вре
мени. 

Введение, главы I , I I , V I , V I I I , IX написаны А. С. Зингером; 
I I I , V, V I I — А . С. Зингером и А. К. Жутовт, IV — А . С. Зин
гером и А. С. Кудиновой, которой также выполнены термо
динамические расчеты направлений миграции газообразных 
и жидких мигрантов залежей. Интерпретация результатов 
исследования органического вещества вод и пород методом 
инфракрасных спектров поглощения проведена при участии 
Т. Э. Кравчик. 

Авторы глубоко благодарны проф. К. А. Машковичу, проф. 
В. А. Соколову, проф. А. А. Карцеву, ознакомившимся с ру
кописью книги и сделавшим ценные замечания. 
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Г Л А В А I С О В Р Е М Е Н Н О Е С О С Т О Я Н И Е И З У Ч Е Н Н О С Т И 
О Р Е О Л О В Р А С С Е Я Н И Я З А Л Е Ж Е Й Н Е Ф Т И И Г А З А 

ИЗ ИСТОРИИ ГЕОХИМИЧЕСКИХ МЕТОДОВ 
ПОИСКОВ МЕСТОРОЖДЕНИИ ПОЛЕЗНЫХ 
ИСКОПАЕМЫХ 

Важность изучения зон рассеяния, образую
щихся вокруг месторождений полезных ископаемых как след
ствие процесса миграции составляющих их элементов и еогди-
нений, оценена геологами примерно в 20-х годах текущего 
столетия. 

На основе анализа кларков отдельных элементов земной 
коры В. И. Вернадский еще в 1922 г. выдвинул идею рассея
ния химических элементов и ввел понятие о геохимических 
областях-участках, отличающихся накоплением .некоторых 
элементов выше среднего кларка земной геосферы. 

Общий анализ понятия «ореол рассеяния» и классифика
цию ореолов впервые в мировой литературе провел Н. И. Саф-
роно>в (1936). Различные генетические типы ореолов рассея
ния выделял А. Е. Ферсман (1940), наметивший пути и воз
можности использования их в практике геологоразведочных 
работ. Широкую известность и признание получили работы 
А. П. Виноградова (1954, 1957), А. А. Саукова (1951), 
Е. А. Сергеева (1946), А. П. Соловова (1969), И. И. Гинзбурга 
(1952), С. С. Смирнова (1954), Н. А. Бродского (1957) и др. 
Трудами этих ученых созданы биогеохимический, металломет
рический и гидрогеохимический методы поисков твердых по
лезных ископаемых. 

Идея геохимического метода поисков месторождений угле
водородов, базирующаяся на представлении о существовании 
газовых ореолов рассеяния, высказана в 1929 г. В. А. Соколо
вым и обоснована им в серии статей 1932 года. Несколько 
позже были разработаны и другие геохимические методы по
исков нефти и газа, в том числе.люминесцент.нобитуминологи-
ческий (В. Н. Флоровская, В. Г. Мелков), бактериологический 
(Г. А. Могилѳвский), почвенно-геохимический (В. Н. Ковда, 
П. С. Славин) и некоторые другие. 

Аналогичное направление в развитии геохимических мето-
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дов поисков нефти и газа, как сообщает С. Д ж . Пирсон (1962), 
запатентовано в США и Германии соответственно в 1932 и 
1933 гг. Эти методы внедрены в США в 1935 г. благодаря ра
ботам Э. Э. Розера и Л . У. Блау. За последние годы, по дан
ным С. Д ж . Пирсона, геохимические исследования приобрели 
важное значение в большинстве американских нефтяных ис
следовательских лабораторий, не только при разработке новых 
методов прямых поисков нефти, но также для оценки геоло
гического возраста пород, определения нефтематеринских 
свит, исследования процессов миграции нефти и газа, их на
копления, происхождения и т. д. 

:В 30-х годах были предложены и гидрохимические мето
ды поисков нефти и газа, основанные на изучении ионно-соле-
вого состава и газовой составляющей подземных вод. Создан
ное В. А. 'Сулиным ('1935) учение о водах нефтяных месторож
дений явилось основой для дальнейшего развития теории и 
методики прогноза нефтегазоносное™ по гидрохимическим по
казателям в работах А. А. Варова. Л. А. Гуляевой, Е. А. Барс, 
A. А. Карцева и др. В то же время іВ. іП. Савченко, H . И. Рос
товцев, М. С. Гуревич, А. Л. Козлов и др. (базируясь на 
теоретических представлениях академика В. И. Вернадского) 
предложили метод поисков газовых и нефтяных месторожде
ний, основанный на изучении растворенных в подземных водах 
газов. Дальнейшее развитие данное направление нефтепоис-
ковой гидрогеологии получило в трудах ,В. В. Белоусовой, 
И. А. Черепенникова, Е. Е. Беляковой, Б. Б. Митгарц, Э. Е. Лон
дон, В. Н. Корценштейна и ряда других исследователей в 50-х 
годах, когда началось широкое внедрение этого нового ме
тода. 

В последнее время важное значение в нефтепоисковом 
отношении приобретают исследования водорастворенного ор
ганического вещества, являющиеся самостоятельным направ
лением нефтепоисковой гидрогеологии. Здесь наиболее изве
стны работы М. Е. Альтовского, Е. А. Барс, А. С. Зингера, 
B. М. Швеца, Н. Т. Шабаровой, С. С. Коган, Е. Л . Быковой, 
Т. И. Александровой. 

НЕКОТОРЫЕ ОБЩИЕ ПОНЯТИЯ 
ПОИСКОВОЙ ГЕОХИМИИ 

Первые разработки геохимических методов 
поисков различных полезных ископаемых были начаты почти 
одновременно. Однако, если геохимические методы поисков руд
ных ископаемых, особенно в форме металлометрической съем-
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ки, как отмечал В. С. Смирнов еще в 1954 г., прочно вошли в 
практику, то ири поисках и разведке нефти и газа они все 
•еще играют подчиненную роль. По мнению А. А. Карцева 
(А. А. Карцев, 3. И. Табасаранский, М. И. Суббота, Г. А. Мо-
гилевский, 1954), это связано с тем, что между геохимически
ми методами поисков нефти и газа и такими же методами 
поисков рудных месторождений существуют большие разли
чия, обусловленные специфическими особенностями нефти и 
газа как минералов. Это своеобразие заключается в сравни
тельно более слабой связи с вмещающими и окружающими их 
породами, чем это наблюдается для руд, и в решающей роли 
тектонического фактора при образовании их залежей. С этими 
аргументами нельзя не согласиться. Более того, можно под
черкнуть, что в ряде случаев процессы, приводящие к форми
рованию зон рассеяния, и факторы, определяющие закономер
ности их распределения, для месторождений полезных иско
паемых различных типов могут быть существенно различны. 
И тем не менее между геохимическими методами поисков руд
ных полезных ископаемых и залежей углеводородов имеется 
много общего: 

1. Геохимические методы поисков рудных месторождений 
и залежей нефти и газа основаны на выявлении и интерпрета
ции ореолов и потоков рассеяния, создающихся вокруг место
рождений и генетически с ними связанных. 

2. Теоретической основой всех разновидностей геохимиче
ских методов поисков является учение о миграции химических 
элементов и соединений. Ореолы и потоки рассеяния как руд-
.ных месторождений, так и углеводородов, образуются под 
влиянием внешних и внутренних факторов миграции. 

3. Процессы миграции приводят как « формированию, так 
и к разрушению месторождений всех известных полезных ис
копаемых. 

Общее для них: образование в процессе формирования мес
торождений— первичных (сингенетичных) и в процессе их 
разрушения — вторичных (эпигенетичных) ореолов рассеяния. 

4. Ореолы и потоки рассеяния, образованные рудными 
месторождениями и залежами нефти и таза, содержат весьма 
малые концентрации тех или иных элементов, .которые, как 
правило, не могут быть зафиксированы без применения спе
циальных методов анализа, что также составляет одну из об 
щих специфических сторон геохимических методов поисков 
различных полезных ископаемых. 

Отмеченные обстоятельства определяют необходимость 
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учета богатого опыта геохимических методов поисков рудных 
полезных ископаемых и использования его при поисках и 
разведке залежей інефти и газа по создаваемым ими ореолам 
рассеяния. 

а) Определение понятий «фон» и «ореолы рассеяния» 

Академик В. И. Вернадский подчеркивал, что наиболее ха
рактерным для всех известных химических элементов являет
ся состояние рассеяния. Причем для подавляющего количества 
химических элементов число атомов, находящихся в 'состоя
нии рассеяния, во много раз превышает их число, заключен
ное .в месторождениях. Отсюда вытекает, что среднекларковые 
содержания элементов «в земной коре в целом, или в отдель
ных ее оболочках должны довольно точно соответствовать 
среднему содержанию тех ж е самых элементов в тех же объ
ектах в состоянии рассеяния» (А. А. Сауков, 1963). Средние 
содержания данного элемента в породах, водах или подзем
ных атмосферах изучаемого района, обычно, называют нату
ральным фоном или нормальным полем элемента. Важно 
подчеркнуть то обстоятельство, что когда говорят о кларке 
элемента и литосфере, подразумевают среднее его содержа
ние для каждой из этих геосфер. В случае натурального фона 
обычно ограничиваются относительно небольшим районом, 
представляющим в геологическом отношении единое целое. 
Необходимо отметить неоднозначность в определении поня
тия «фоновые содержания». 

Отображая количественное распределение металла на пло
щади вокруг рудопроявления, фон, по определению И. И. Гинз
бурга (1957), представляет собой «поле с равномерно рас
пределенным (содержанием металла». H . М. Муканоів и 
Г. И. Россман (1960) под фоновыми содержаниями понимают 
«наиболее часто встречающиеся концентрации металлов в не
изменных породах». Среди геохимиков, занимающихся поис
ками нефти и газа, распространены следующие определения 
фона. А. А. Карцев, 3. А. Табасаранский, М. И. Суббота, Г. А. 
Могилѳвский (1954) под газовым фоном понимают «широко 
распространенные низкие концентрации газа , характерные 
для ненефтеносных площадей». Аналогичное определение фона 
дано в работе Г. Г. Григорьева, М. И. Субботы, И. М. Тур-
кельтауба, Б. П. Ясенева (1954). В одной из последних моно
графий В. А. Соколова и Г. Г. Григорьева (1962) в определе-
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нии понятия фон уже не включается оценка концентраций 
газов, его составляющих. 

Указывая на необходимость раздельного выделения фона 
надпочвенных и .верхних .слоев .коренных пород, с одной сто
роны, и глубинного газового фона, с другой, авторы пишут: 
«...фон представляет собой концентрации рассеянных углево
дородных и других газов», ß этом определении заложен у ж е 
генетический смысл, указывающий на происхождение фоновых 
концентраций газа. 

В отличие от натурального геохимического фона под орео
лами рассеяния обычно понимают зоны повышенных концен
траций тех или иных элементов в горных породах, растениях 
или подземных водах .вблизи месторождений, с которыми они 
генетически связаны. По аналогии с кларком концентраций, 
введенным В. И. Вернадским для месторождений, А. А. Сау
ков для ореолов рассеяния предложил коэффициент аномаль
ности (Кан), представляющий отношение концентраций эле
мента, в пределах ореола (С) к концентрации за его предела-

Q 
ми (N) , т. е. Кан= дг 

В зависимости от способа образования ореолов рассеяния,, 
т. е. в зависимости от формы миграции химических элементов 
из месторождения, различают механические, водные, газовые 
и биогенные ореолы. Механические образуются в результате 
переноса элементов механическим путем в форме обломков 
горных пород, руд и минералов. Водные наблюдаются в водах, 
дренирующих месторождения. Характерные элементы здесь 
находятся в растворенном состоянии. Газовые образуются в 
окружающих месторождение породах и насыщающих их во
дах в результате миграции элементов в газообразной форме. 
Биогенные связаны с существенной ролью живого вещества в 
процессах миграции химических элементов. 

б) Формы фиксируемых аномалий 

Вопрос о форме ореолов рассеяния имеет важное теоре
тическое и прикладное значение. Форма аномалий позволяет 
судить о механизме миграции мигрантов залежей и в совокуп
ности с другими признаками является основным указателем 
места заложения скважин. 

Формы фиксируемых газовых аномалий весьма подробно 
рассмотрены в уже упоминавшейся работе В. А. Соколова и 
Г. Г. Григорьева (1962). В соответствии с расчетными форму-



лами П. Л . Антонова (1950), для некоторых простейших форм 
самого источника газа 'при условии миграции газа в однород
ной среде, аномалии, по мнению указанных авторов, могут 
иметь формы, представленные на рис. 1. В реальных природ-

Рис. 1. Форма газовых аномалий в однородной среде 
Внизу — источник газа, вверху — аномалии. 

ных условиях, когда проницаемость горных пород крайне не
однородна, действительные кривые распределения мигрирую
щих тазов могут сильно отличаться от приведенных выше кри
вых для однородной среды. Чем меньше проницаемость 
какого-либо участка толщи горных пород, тем меньшей интен
сивностью обладает здесь и миграционный газовый поток и 
наоборот: На рис. 2 представлены примеры газовых аномалий, 
полученных в поверхностных слоях на нефтегазоносных пло
щадях. Лишь в сравнительно редких случаях форма и распо
ложение аномалий приблизительно соответствуют тому, что 
можно было ожидать, если бы толща пород являлась более 
или менее однородной средой для миграции газов. Трещины 
и нарушения, являющиеся, по мнению В. А. Соколова и 
Г. Г. Григорьева, хорошими проводящими путями для газов, 
несомненно, оказывают влияние на форму тазовых аномалий. 
При значительной степени нарушенное™ и интенсивной миг
рации газов по трещинам газовая аномалия принимает свое
образный вид линейных резких максимумов, приуроченных 
к нарушениям (рис. 3). 

В более поздней работе В. А. Соколов (1966) отмечает, 
что форма газовых аномалий бывает различной, но общий их 
характер сводится к двум основным типам, У первого типа ано
малий более высокие концентрации сосредоточены в централь
ной ее части. Второй тип — это кольцевые аномалии («хало-
эффект»), у которых более высокие концентрации сосредото
чены на периферии. О природе кольцевых аномалий высказы
вались различные суждения. Форма этих аномалий, 
ло-видимому, обусловлена или весьма низкой проницаемос
тью пород, покрывающих залежь, или тектоническими подвиж
ками блоков, содержащих залежи, что приводит к более ин
тенсивной миграции газов но нарушениям. 
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Значительное внимание 
анализу форм ореолов 
рассеяния газоотдающих 
источников уделено в ра
боте А. А. Карцева и 
В. П. Шуприна (1964). 
Авторы также констати
руют, что на форму орео
ла рассеяния влияют та
кие мощные факторы, как 
наличие разломов и тре
щин, чередование пла
стов, -имеющих разные ан
тологические свойства, 
движение, хотя ,и медлен
ное, подземных вод. Раз
нообразные -природные 
условия, различные виды 
миграции газов от газо-
отдающего источника при
водят к тому, что ореол 
рассеяния приобретает 
искаженную, сложную 
форму, особенно в -по
верхностной зоне. 

Интересные формы 
ореолов рассеяния, в за
висимости от вида мигра
ции через вмещающие по
роды, приводит X. Э. Хоу-
кес (1954), выделяя сле
дующие формы рассея
ния: 1) ореол —более 
или менее симметричное 
рассеяние, сосредоточен
ное вокруг месторожде
ния; 2) веер—односто
роннее рассеяние, расхо
дящееся в направлении от источника; 3) шлейф — рассеяние, 
которое следует хорошо обозначенной системе каналов, обыч
но являющихся -путями поверхностного стока. 

Очень подробно рассеяние металлов в различных по 
.литологическому составу вмещающих породах рассмотрено 

Рис. 2. Примеры газовых аномалий в 
поверхностных слоях на газонефтя

ных площадях 
Площади: 1 — Шебелинская; 2 — Кумдаг-
ская; 3 — Ключевская; 4 — Кожейякинская; 
5 — Жуковская; 6 — Яблоневская; 7 — 
Ишимбайская; 8 — Калинская; 9 — Анди
жанская; 10—Зыбзыкинская; 11 — Верхне-

Чекупская. 
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Рис. 3. Газовые аномалии, приуроченные к нарушениям и вы-
ходам нефтеносных пластов. 

X. Т. Моррисом (X. Т. Моррис и Т. С. Ловеринг, 1954). Полу
ченный ими фактический материал указывает на однообразие-
форм ореолов рассеяния и на близкое сходство кривых разме
щения тяжелых металлов с теоретическими кривыми рассея
ния. Это дает X. Т. Моррису основание предполагать, «что-
концентрация следов тяжелых металлов в относительно нена
рушенных боковых породах является результатом диффузии». 

Большое внимание рассматриваемому вопросу уделено в 
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широко известной работе А. И. Саукова (1963), где, в част
ности, подробно анализируются внешние и внутренние фак
торы миграции, определяющие различные формы ореолов рас
сеяния. 

Как отмечает А. А. Сауков, в простейшем случае ореолы 
рассеяния развиваются за счет равномерной миграции эле
ментов во все стороны от месторождения и формы их в плане 
приближенно повторяют контуры рудных тел. Очень часто 
миграция элементов происходит в одном направлении, и в 
этом случае аномалии приобретают характер потоков рассея
ния. Указанные ореолы и потоки рассеяния связаны в основ
ном с разрушением месторождений и поэтому являются вто
ричными. Однако, как отмечалось ранее, в природе имеют 
место и первичные ореолы, и потоки рассеяния, образованные 
одновременно с месторождениями в результате тех же самых 
генетических процессов. 

Первичные и вторичные ореолы часто накладываются друг 
на друга, что затрудняет их расшифровку. На первичные орео
лы, как правило, налагаются вторичные, связанные с разру
шением месторождений и их первичных ореолов. Формы пер
вичных ореолов, по данным А. А. Саукова, в общем повторяют 
формы рудных тел, с которыми они генетически связаны. Фор
мы и размеры ореолов рассеяния определяются рядом причин, 
включающих как внутренние факторы миграции самих эле
ментов, так и внешние условия среды, в которой эта миграция 
происходит. 

ИССЛЕДОВАНИЯ ОРЕОЛОВ РАССЕЯНИЯ 
В НЕФТЕПОИСКОВОЙ ГИДРОГЕОЛОГИИ 

Для различных геохимических методов поис
ков накопление сведений по ореолам рассеяния нефтяных и 
газовых залежей относится к периоду 50—60 годов. Как отме
чала В. Н. Флоровская (1958), поисковая геохимия распола
гала уже к этому времени фактами, относящимися к проблеме 
формирования ореолов рассеяния около газонефтяных зале
жей. В этот же период подчеркивалась и необходимость изу
чения специфики состава подземных вод и водораетворенных 
газов, связанной с влиянием нефтяных и газовых залежей. Еще 
в 1955 г. М. А. Гатальский отмечал, что геологи-нефтяники 
не всегда учитывают, что на всей площади небольших струк
тур пластовые воды и газы одного и того же горизонта доволь
но близки по составу. Поэтому, если в какой-либо части струк
туры имеется нефтяная или газовая залежь, то состав пласто-
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вых вод и газов, вскрытых в любой точке этой структуры» 
будет указывать на возможное присутствие залежей, тогда как 
скважина, попавшая за контур газонефтяной залежи, может 
ничего не дать, если в ее разрезе не оказалось нефтепрояв-
лений. 

С другой стороны, если структура не имеет залежи нефти 
и горючих газов, то состав пластовых вод и газов в большин
стве случаев укажет на отсутствие такой залежи. М. А. Га-
тальский писал: «При разведке многих структур хорошо изу
ченные пластовые воды и газы в одной разведочной скважине 
могут дать значительно более надежный материал для суж
дения о перспективности структуры в целом, чем несколько 
таких скважин, проведенных без опробования пластовых вод 
и газов, как это практикуется в настоящее время». 

Таким образом, М. А. Гатальский допускает возможность 
распространения сферы влияния залежи на окружающие под
земные воды в пределах всей структуры. 

Широкую известность получили также первые исследова
ния Е. Е. Беляковой (1956) по определению нефтепоискового 
значения подземных вод и растворенных в воде газов на тер
ритории Самаро-Камского междуречья Волго-Уральской об
ласти и Б. Б. Митгарц (1956) в Фергане. 

Основные закономерности распределения компонентов со
левого, газового составов и общей газонасыщенности подзем
ных вод по мере удаления от залежей нефти и газа, по ре
зультатам исследований Е. Е. Беляковой, сводятся к следую
щему: 

1. Минерализация подземных вод гидрогеологически за
крытых структур и горизонтов не меняется по мере удаления 
от залежей. Содержание аммония достигает максимума в 
приконтурной зоне. 

В водах гидрогеологически менее закрытых структур и го
ризонтов степень минерализации и содержание брома в ре
гиональном плане закономерно снижаются по мере удаления 
от контура. Содержание сульфатов вначале растет, а затем 
снижается при одновременном уменьшении общей минерали
зации вод. Содержание метаборной кислоты закономерно 
снижается, а йода — колеблется в широких пределах и обна
руживает зависимость от степени минерализации вод, удален
ности от контура нефтеносности и от вещественного состава 
пород. 

2. Газонасыщенность подземных вод нефтяных и газовых 
залежей не зависит от минерализации вод и в интервале ог 
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О до 10 км определяется степенью газонасыщенности нефти или 
размером газовой залежи. 

3. Общая упругость газов, растворенных в водах гидрогео
логически закрытых структур, относительно плавно снижается 
по мере удаления от контура нефтеносности. Градиент упру
гости наиболее высок в приконтурной зоне (интервал 0— 
0,5 км). Потеря упругости здесь составляет 40%; на расстоя
нии 10 км потеря общей упругости газа равна 70%. 

4. Для таких компонентов подземных вод, .как сероводо
род, углекислый газ, безаргонный азот и нафтеновые кислоты, 
появление которых, по мнению Е. Е. Беляковой, связано со 
сложными окислительно-восстановительными .процессами, 
идущими в системе вода—порода—нефть—газ в присутствии 
микроорганизмов, устанавливаются очень большие ореолы 
рассеяния, исчисляющиеся многими километрами по прости
ранию пласта (до 30 км) и первыми сотнями метров — по 
вертикальному разрезу. 

Представление Е. Е. Беляковой, касающееся масштабов 
ореольного рассеяния .нефтяных и газонефтяных залежей па
леозоя Куйбышевского Поволжья, характера распределения 
газовых компонентов между нефтью и пластовыми водами, 
были уточнены и значительно дополнены в результате система
тических исследований, проводимых на этой территории 
лабораторией гидрогеологии КуйбышевНИИНП под ру
ководством М. И. Зайдельсона. Наиболее полно указанные 
вопросы анализировались в работах А. И. Чистовского (1963, 
1965). 

На примере ряда месторождений Куйбышевской и Орен
бургской областей А. И. Чистовский (1963) отмечает законо
мерное снижение содержания углеводородов в водах по мере 
удаления от залежей, а также отсутствие заметных количеств 
углеводородов тяжелее метана на заведомо ненефтеносных 
площадях, что доказывает определяющую роль нефтяных за
лежей в .накоплении ,в водах тяжелых углеводородов. Полагая, 
что из залежей нефти и газа углеводороды поступают в окру
жающие их подземные воды в результате диффузии и исполь
зуя формулу П. Л. Антонова для определения концентраций 
газа на различных расстояниях от источника в условиях не
стационарного диффузионного потока, А. И. Чистовский рас
считал количественную сторону этого процесса. Расчеты диф
фузионного потока газов из залежей и фактические данные 
распределения их в законтурных водах показывают, что влия
ние нефтяных и газовых залежей может улавливаться на рас-
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стоянии не больше 4—5 км в отложениях терригенного дево
на, 2—3 км — в отложениях карбона и перми. 

Влияние залежи по разрезу определяется главным образом 
диффузионной проницаемостью разделяющих пород. В кар
бонатных отложениях влияние может проявляться на десятки 
и сотни метров, в терригенных отложениях при наличии пере
стаивания песчаников с плотными глинами и алевролитами 
в лучшем случае на десятки метров. 

В условиях движения пластовых вод, отмечает А. И. Чие-
товский, форма и величина ореола рассеяния, а также коли
чество углеводородов, поступающих из нефти в воду, опреде
ляются не временем формирования залежи, а ее размерами, 
скоростью движения вод и расположением залежи по отно
шению к потоку. Соответствующие расчеты, проведенные 
А. И. Чистовским для условий движения подземных вод со 
скоростью 10 см/тол, при Д =10~-6 см2/сек, для нефтяной зале
жи размерами 3X3 км, показали, что слой воды мощностью 
7—10 м может насытиться газом в среднем «а 70—80% (т. е. 
упругость водорастворенных газов будет составлять 70—80% 
от давления насыщения нефти). При скорости движения 1 м 
в год пласт мощностью 7—10 м насытится газом в лучшем 
случае на 20—25%. 

Конкретный анализ по определению формы ореольного 
рассеяния позволил А. И. Чистовскому придти к выводу, что 
«в условиях движения пластовых вод влияние залежи прояв
ляется неравномерно. Со стороны движения вод ореол рас
сеяния углеводородов меньше, чем с противоположной сто
роны». 

В более поздних работах А. И. Чистовекого (1965) были 
продолжены исследования закономерностей распределения 
газовых компонентов между нефтью к пластовыми вода
ми на территории Куйбышевской области. Анализируя рас
пределение парциальных упругостей газовых компонентов 
в нефти (газе) и воде, А. И. Чистовекий установил, что пар
циальная упругость метана и более тяжелых углеводородов в 
нефтях, как правило, значительно выше, чем в водах. Лишь 
непосредственно на контакте нефть—вода парциальные уп
ругости метана и более тяжелых углеводородов в водах могут 
равняться парциальным упругостям и нефти. 

При удалении от контура нефтеносности (газоносности) 
парциальные упругости метана и более тяжелых углеводоро
дов в воде уменьшаются. Уменьшение парциальных упругос
тей углеводородов при удалении от контура нефтегазоносное™ 
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в водах перми и карбона происходит значительно быстрее, чем 
в водах девона. Причина этого в различной геохимической и 
гидродинамической обстановке. 

Анализируя распределение азота в нефтях и водах, 
А. И. Чистовский отмечает, что близкие значения парциальных 
упругостей в нефти и воде наблюдаются только непосред
ственно в зоне контакта нефть — вода. 

На основании установленных закономерностей А. И. Чис-
товским сделаны совершенно правильные выводы о направлен
ности процессов перераспределения газовых компонентов в 
нефтях (газах) и окружающих их водах и процессов взаимно
го изменения газовых составляющих этих флюидов. 

В том же методическом плане, как это было сделано 
Е. Е. Беляковой для Самаро-Камского междуречья, были про
ведены исследования Б. Б. Митгарц для территории Ферган
ской нефтегазоносной области. Однако конкретные результа
ты масштабов ореольного влияния залежей Б. Б. Митгарц не 
приводит. Ее основной вывод в этом отношении сформули
рован следующим образоім: «Величина радиусов распростране
ния специфических компонентов от углеводородного скопле
ния зависит от подвижности и стойкости тех или иных компо
нентов и активности циркуляции подземных вод. Она различна 
для районов с разным геологическим строением. Наблюдения 
показали, что в платформенных областях эта величина боль
ше, чем в складчатых. 

Установление же конкретных величин ореолов рассеяния 
для определенных компонентов требует накопления и сопо
ставления большого количества данных по различным нефте
носным районам. В настоящее время эта работа, по сути дела, 
еще только начата». 

Положения, близкие ранее рассмотренным, развивались 
H . Н. Ростовцевым и Е. Е. Беляковой в 1958 г. в докладе на 
XX Международном геологическом конгрессе. Авторы также 
отмечали, что при диффузии газов от контура нефтяных и га
зовых залежей упругость углеводородных газов, растворенных 
в воде, более или менее равномерно падает. Общая упругость 
растворенных газов в контурных водах палеозоя Волго-Ураль-
ской области резко снижается лишь в приконтурной зоне, на . 
расстоянии 0,25—0,70 км от .контура залежи, вследствие рез
кого снижения концентрации тяжелых углеводородов и от
части метана. Далее 0,7 км от контура нефтеносности упру
гость тяжелых углеводородов снижается постепенно. Расстоя
ние, на котором прослеживается повышенная упругость тяже-
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лых углеводородов, зависит от размера залежи и упругости 
этих газов в нефти. 

Упругость метана почти постоянна в водах 'горизонтов хо
рошо закрытых структур и постепенно снижается в водах 
горизонтов менее закрытых поднятий. Общая упругость рас
творенных в воде газов по мере удаления от контура газовой 
залежи снижается постепенно, без резкого перепада упругости 
в приконтурной части. 

От нефтяных залежей девонских отложений падение уп
ругости тяжелых углеводородов равно 0,5 ат на 1 км, мета
на — 2 ат на 1 км. Перепад упругости метана по мере удале
ния от газовой залежи в пермских отложениях на расстоянии 
3 км составляет 3 ат на 1 км. Таким образом, по мнению дан
ных авторов, путем изучения изменений упругости растворен
ных газов можно наметить направление потока диффузии га
за, а тем самым и положение нефтяных и газовых залежей. 

Критические замечания по результатам исследований 
Е. Е. Беляковой и H. Н. Ростовцева, касающиеся масштабов 
ореольного рассеяния залежей нефти и газа и вытекающих от
сюда представлений о методике их поисков, сделаны М. С. Гу-
ревичем (1958), который отмечает, что вопрос об исполь
зовании растворенных газов для обнаружения отдельных 
месторождений чрезвычайно сложен. Причем «основное за
труднение заключается в недостаточной изученности условий 
пластовой диффузии газа из месторождений и отсутствии дан
ных, характеризующих последовательность убывания упруго
сти газа по мере удаления от залежи». Отсюда М. С. Гуревич 
совершенно справедливо приходит к выводу о дискуссионно-
сти предложений, касающихся обоснования расстояний для за
ложения скважин при поисках залежей нефти и газа. Вопрос 
о расстоянии между нефтепоисковыми скважинами, пишет 
М. С. Гуревич, при котором возможно выявление месторож
дений по составу и упругости диффундирующего из них газа , 
не ясен. 

Имеющиеся скудные фактические данные об изменении 
упругости растворенных газов по мере удаления от контура 
газонефтеносности недостаточны для решения этого вопроса, 
и высказанные в этом отношении соображения весьма спорны. 
Так, например, H . Н. Ростовцев (1950) рекомендует проводить 
поиски месторождений газа и нефти методом растворенных 
газов при условии заложения нефтепоисковых скважин на 
расстоянии 200 км друг от друга и д а ж е более. 

Важные в поисковом отношении положения, касающиеся 
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определенных закономерных соотношений между фоновыми и 
ореольными характеристиками подземных вод были высказаны 
М. С. Гуревичем «а -прошедшем в 1963 г. в г. Ереване совеща
нии по гидрогеологии и инженерной геологии. Обобщив ре
зультаты региональных исследований газовой составляющей 
подземных вод Западной Сибири, М. С. Гуревич пришел к 
следующим выводам: 

1. В пределах артезианских нефтегазоносных бассейнов 
концентрация и упругость растворенного газа изменяются в 
такой последовательности: натуральный фон •— зона повышен
ной 'Газоносности — газовый ореол. Зона повышенной газонос
ности соответствует структурным зонам аккумуляции нефти и 
газа, а тазовые ореолы рассеяния — отдельным залежам. 

2. Диффузионное образование газового ореола на опреде
ленной стадии его формирования обуславливает состояние 
фазового равновесия растворенных газов с залежью. Пло
щадь, на которой проявляется равновесие фаз, увеличивается 
с глубиной, параллельно с усилением гидрогеологической за
крытости и замедлением подземного водообмена. Усиление 
водообмена влечет за собой сокращение площади проявления 
фазового равновесия и смещение газового ореола в направле
нии движения подземного потока. Вследствие этого фазовое 
равновесие наиболее резко нарушается в верхних горизонтах 
многопластовых месторождений или залежей, расположен
ных в краевых частях артезианских бассейнов. Существует 
зависимость между гидродинамическими условиями террито
рии и формой, размерами и характером местной зональности 
газового ореола; эта зависимость имеет важное практическое 
значение. 

Высказанные М. С. Гуревичем тезисы требуют некоторого 
обсуждения. По поводу первого тезиса, утверждающего опре
деленную последовательность смены зон развития фоновых 
показателей зонами повышенной газоносности и ореольного 
рассеяния, необходимо заметить, что он подтверждается фак
тически наблюдаемой в региональном плане зональностью 
газовой составляющей подземных вод ряда артезианских неф
тегазоносных бассейнов. Например, для Северо-Каспийского 
бассейна, в границах Нижнего Поволжья, отмечалось (А. С. 
Зингер, 1966) довольно закономерное увеличение газонасы
щенности и некоторых других производных от нее параметров 
в направлении от основных областей питания (Токмовский и 
Воронежский своды) к основной области разгрузки подзем
ных вод (Прикаспийская впадина). 
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В периферийных частях бассейна, где промышленные за
лежи нефти и газа не установлены, газовая составляющая 
подземных вод имеет довольно однообразный состав, пред
ставленный значительным преобладанием азота над метаном, 
почти полным отсутствием тяжелых углеводородов (особенно 
тяжелее этана) , постоянно низкую газонасыщенность и легко 
может быть принята в качестве фоновой характеристики. Од
нако это будет лишь фоновой характеристикой тех районов, 
в которых процессы нефтегазообразования не протекали или 
протекали в таких масштабах, которые не привели к форми
рованию значительных скоплений углеводородов. 

Использование таких фоновых показателей в регионально 
нефтегазоносных районах всегда приведет к получению лож
ных аномалий или зон рассеяния от несуществующих в пре
делах данных структур залежей нефти и газа . Поэтому здесь 
уже необходимо установление иных фоновых характеристик, 
свойственных именно данному нефтегазоносному району, ко
торые, как мы полагаем, и отвечают зонам повышенной газо
носности, выделяемым М. С. Гуревичем. Иными словами, эти 
зоны есть ни что иное, как фон нефтегазоносных регионов, 
обязанный своим происхождением либо региональным процес
сам нефтегазообразования, протекавшим достаточно интен
сивно, либо процессам первичной и вторичной миграции угле
водородов, а возможно тем и другим вместе взятым. 

Обратим внимание на второй тезис, на ту его часть, кото
рая касается связи механизма формирования ореола рассея
ния с состоянием равновесия между залежью и окружающими 
их водами. Нам представляется, что процессы миграции, при
водящие к формированию ореола рассеяния залежей в любом 
их проявлении (а не только при диффузионном перемещении, 
как полагает М. С. Гуревич) могут привести к состоянию фа
зового равновесия между залежами и подземными водами, их 
окружающими и подстилающими. Поэтому механизм образо
вания ореолов рассеяния сам по себе, каким бы он ни был, не 
может рассматриваться в качестве показателя того состояния, 
в котором находятся залежи и контактирующие с ними воды. 

Ряд остальных положений, развиваемых М. С. Гуревичем, 
в частности о роли гидрогеологической закрытости недр и 
движении подземных вод на форму и размеры зон ореольного 
влияния залежей, как будет показано ниже, находит полное 
подтверждение для многих гидрогеологических нефтегазонос
ных районов и имеют важное практическое значение. 

В 50—60 годы были получены и первые представления о 
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масштабах миграции (вертикальной) углеводородов из зале
жей нефти и газа для территории Днепровско-Донецкой впа
дины (Э. Е. Лондон, 1959). 

Исходя из соотношения между давлением насыщения 
водорастворенных газов и пластовыми давлениями, Э. Е. Лон
дон предполагает наличие диффузионного потока газов из-
под девонских отложений вверх по разрезу вплоть до верхне-
визейских. Как отмечает Э. Е. Лондон, «в пределах Днепров
ско-Донецкой впадины в осадочной толще пород более тыся
чеметровой мощности прослеживается миграция флюидов из 
области высоких пластовых давлений в области меньших». 
Углеводороды прослеживаются вверх по разрезу осадочных 
пород местами до 500—300 м от поверхности земли. Столь 
значительные масштабы вертикальной миграции углеводоро
дов Э. Е. Лондон связываете интенсивным развитием во впа
дине дизъюнктивных нарушений различных типов, которые 
«являются основными путями перемещения нефти и газа вверх 
по разрезу, через плотные непроницаемые глинистые и соле-
носные пласты пород». Таким образом, Э. Е. Лондон указывает 
на две формы миграции газов из газоотдающих источников: в 
виде диффузии и в свободном состоянии. 

В более поздней работе (1962), рассматривая условия 
формирования залэжей нефти и газа в Днепровско-Донецкой 
впадине, Э. Е. Лондон подробно анализирует характер фазо
вого соотношения между залежами и окружающими их под
земными водами. Все выявленные в отложениях среднего и 
верхнего карбона, перми, триаса и юры залежи нефти и газа, 
пишет Э. Е. Лондон, контактируют с высокоминерализован
ными хлоркальциевыми водами, слабо насыщенными или 
практически лишенными углеводородных газов. Давление на
сыщения пластовых вод ( Р г ) , достигая в зоне контакта с за
лежью пластового давления (Р П л) . уж:е на расстоянии 100— 

Р 
200 м от контура резко снижается и величина отношения р

г -
уменьшается до 0,5—0,1. В этом же направлении происходит 
изменение состава газа: уменьшается содержание тяжелых 
углеводородов, увеличивается доля азота и гелия. Указанный 
характер взаимодействия между залежами и пластовыми во
дами, по мнению Э. Е. Лондон, свидетельствует о том, что фор
мирование залежей происходило путем внедрения нефти и га
за во вмещающие породы в процессе миграции из сформиро
ванных ранее нефтегазовых залежей. 

Существенно иное представление о масштабах вертикаль-
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ного ореольного влияния залежей в пределах Днепровско-До
нецкой впадины получено в последнее время по результатам 
исследований Л . К- Гуцало (1967). 

Л . К. Гуцало рассматривались следующие вопросы: 
1. Природа аномалий и их геохимическая связь с зале

жами нефтяных углеводородов. 
2. Источники и пути обогащения вод радием, аммонием 

и стронцием вблизи залежи нефти и газа. 
3. Факторы, определяющие размер ореолов и др. 
Л . К. Гуцало подчеркивает, что компоненты солевого и га

зового состава подземных вод, рассматриваемые в качестве 
показателей нефтегазоносности локальных структур, содер
жатся в пластовых водах как нефтегазоносных, так и ненеф
тегазоносных структур. 

Это обстоятельство позволяет использовать понятие о на
туральном региональном фоне элементов, которому можно 
противопоставлять аномалийные концентрации тех же элемен
тов. Однако необходимо заметить, что не все компоненты га
зовой составляющей подземных вод, присутствующие в водах 
продуктивных структур, фиксируются и в водах структур, не 
содержащих залежей нефти и газа. Например, пентаны, со
держащиеся в составе газов подземных вод нефтеносных и 
нефтегазоносных районов, не зафиксированы в водах непро
дуктивных структур. Как правило, в водах, не испытывающих 
влияния залежей, не встречается бензол, а тем более толуол. 
Такие ингредиенты подземных вод отсутствуют в составе фона 
и сам факт их обнаружения, как мы уже отмечали (А. С. Зин
гер, 1966), указывает на непосредственную связь этих вод с 
нефтяными залежами. 

Проведенные Л. К- !Гуцало исследования показали, что в 
пределах Днепровско-Донецкой впадины, при наличии зале
жей нефти и газа, в контактирующих с ними пластовых водах 
существуют (в виде ореолов) аномалии в содержании сульфа
тов, аммония, радия, стронция, углеводородных газов, гелия 
и аргона, которые распространяются на расстояние от не
скольких сотен до 1500—2000 м по простиранию продуктив
ного пласта. Ореолы по недонасыщению вод сульфатами про
слеживаются от первых десятков метров до 100—150 м по 
вертикальному разрезу. В каждом конкретном случае форма 
ореола десульфирования повторяет форму залежи, но размер 
ореола зависит от фильтрационных и диффузионных свойств 
горных пород, их минералогического и химического составов 
и других факторов. 
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Аммонийные, радиевые и стронциевые аномалии распро
страняются по простиранию продуктивных пластов и почти не 
фиксируются в выше- или нижележащих непродуктивных 
горизонтах. Л . К. Гуцало, по-видимому, впервые обратил вни
мание на то, что абсолютная концентрация аммония, радия и 
стронция в подземных водах, непосредственно связанных с 
нефтяными и газовыми залежами, прямо пропорциональна 
парциальной упругости растворенных в водах углеводородных 
газов. Отсюда он заключает, что аммонийные, радиевые и 
стронциевые аномалии существуют только в пределах распро
странения от залежей ореолов углеводородных газов. Причем 
размеры и формы их ореолов определяются размером и фор
мой ореола углеводородных газов. В свою очередь граница 
ореола рассеяния углеводородных газов в пластовых водах 
определяется, главным образом, размерами зоны с значения-

от 1 до 0.6. Л. К. Гуцало также отмечает, что размеры ореола 
рассеяния углеводородных газов возрастают с увеличением 
возраста водовмещающих пород и значительно сокращаются 
(до первых сотен метров) у нефтяных залежей с высоким 
содержанием тяжелых углеводородов. 

Исследования Л. К. Гуцало имеют важное теоретическое и 
практическое значение, так как показывают граничные усло
вия применения газогидрохимических критериев при прогнозе 
нефтегазоносности локальных структур. 

В 1961 году вышла из печати статья Э. Е. Лондон, 
Л . М. Зорькина, В. Г. Васильева, посвященная рассмотрению 
принципов оценки перспектив газоносности по составу и упру
гости водорастворенных газов. В ней впервые опубликованы 
данные об отсутствии (или смещении) фазовых равновесий 
между газовыми залежами и водорастворенными газами под
земных вод. Благодаря этой работе оказалась преодоленной 
ограниченность представлений о формах и условиях взаимо
действия залежей и окружающих их вод. 

Различная обстановка существования и разрушения газо
вых залежей, отраженная в определенных формах их связи 
с газовой составляющей подземных вод, рассмотрена и 
В. Н. Корцеяштейном (1963), показавшим возможность суще
ствования крупных и крупнейших газовых и газонефтяных за
лежей в условиях отсутствия фазового равновесия между 
залежами и окружающими их подземными водами. 

Аналогичные вопросы затрагивались Л. А. Анисимовым 

ми величин относительной упругости углеводородов 
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(1965), также подчеркивающим резко различные закономер
ности в характере распределения по пласту величин упругости 
водорастворенных газов. Л . А. Анисимов отмечает две зако
номерности: 1) упругость газов в пластовых водах на значи
тельной площади выше или равна упругости газа в залежи; 
2) упругость газа в пластовых водах снижается по мере уда
ления от залежи. 

Первый случай характерен, когда величина генерации га
зообразных углеводородов достаточна для полного насыщения 
подземных вод и газ выделяется из раствора вследствие сни
жения гидростатического давления. Второй случай соответст
вует обстановке, когда фазовое равновесие отсутствует или 
изменено вследствие ряда причин, из которых наиболее ве
роятными Л . А. Анисимов считает следующие: 

1. Активные окислительные процессы, приводящие к окис
лению метана и тяжелых углеводородов до С 0 2 и Н е О . 

2. Замещение седиментационных вод инфильтрационными. 
3. Струйная миграция газа со стороны центральных час

тей нефтегазоносного бассейна. 
Таким образом, в зоне газонакопления газовые и нефтя

ные залежи служат источниками диффузии и оказывают 
влияние на состав и упругость газов, растворенных в пласто
вых водах. Л . А. Анисимов заключает, что в случае отсутствия 
фазового равновесия, изучение закономерностей в распреде
лении по площади величин упругости растворенных газов мо
жет дать необходимые сведения о размещении источников 
диффузии, т. е. самих залежей нефти и газа. 

Очень близки, а иногда и полностью совпадают с основ
ными положениями, развиваемыми в работах 3. Е. Лондон, 
Л . М. Зорькина, В. Г. Васильева, В. Н. Корценштейна, 
Л . А. Анисимова, и взгляды H. М. Кругликова (1967), прово
дившего анализ гидрогеологических показателей условий фор
мирования залежей нефти и газа Западно-Сибирской плиты. 

Как и Л . А. Анисимов, H . М. Кругликов полагает, что при 
определенной степени нарушенности газогидрохимических свя
зей между пластовыми водами и газовыми (нефтяными) зале
жами эти связи могут быть использованы в поисковых целях, 
в частности для оценки перспектив локальных структур. 

Н. М. Кругликов выделяет два рода газогидрохимических 
связей между подземными водами и газовыми залежами — 
прямые и обратные. Прямые создаются при формировании за
лежей за счет выделения углеводородов из воды, обратные 
возникают за счет диффузии углеводородов залежей в окру-
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жающие воды. Среди последних H . М. Кругликов различает 
связи, унаследованные от прежней газогидрохимической об
становки, существовавшей в пластовой системе в период фор
мирования залежей, и связи новообразованные, возникшие 
или при внедрении нефти и газа в чуждые для их генерации 
условия, или после смены первичных вод,- содержащих угле
водороды, водами «пустыми» без углеводородов. 

Обратные унаследованные связи возникают при снижении 
интенсивности процессов образования углеводородов, когда 
скорость их генерации или привнес а движущимися водами 
становится меньше скорости диффузионного рассеяния. «На 
возможность образования в природных условиях подобной 
связи, — замечает H. М. Кругликов, •—до сих пор в литерату
ре не обращалось внимания». Это не совсем верно. Отличия 
имеются лишь в терминологии, по существу же рассматривае
мых явлений, главным образом факторов, их обуславли
вающих, нет принципиальной разницы между взглядами 
H. М. Кругликова и представлениями Э. Е. Лондон, Л. М. Зорь
кина, В. Г. Васильева, iB. H. Корценштейна и Л. А. Анисимова. 
Что же касается проведенного H . М. Кругликовым подразде
ления газогидрохимических связей на прямые и обратные, то 
оно очень близко классификации ореолов, принятой в геохи
мии рудных полезных ископаемых. 

По результатам исследования водорастворенных газов 
H. М. Кругликов выделяет для территории Западной Сибири 
только «обратный» тип связи между газовыми (нефтяными) 
залежами и подземными водами. При этом между источни
ками углеводородов и подземными водами также выделяются 
два основных типа геохимической связи. Первый тип — это 
связь газовая (нефтяная) залежь — законтурные воды; вто
р о й — газогенерирующая толща — пластовые воды выше- и 
нижезалегающих горизонтов. Под «газогенерирующими тол
п а м и » понимаются толщи пород с относительно повышенным 
содержанием органического вещества, характеризующиеся 
региональным распространением. Эти газогенерирующие тол
щи, .как предполагает H . М. Кругликов, создают диффузион
ные ореолы рассеяния, обладающие огромными размерами, 
которые в разрезе частично перекрывают друг друга. Послед
нее обстоятельство лишает их четкости и затрудняет выделе
ние. «Тем не менее эти ореолы существуют, о чем свидетель
ствует региональная высокая насыщенность пластовых вод 
Западно-Сибирского артезианского бассейна углеводородными 
газами и повышение содержания растворенного в воде газа 

25 



вниз по разрезу, в направлении к отложениям, наиболее обо
гащенным органическим веществом». 

Цитируемое высказывание H . М. Кругликова показывает, 
что водам Западной Сибири свойственна регионально высо
кая газонасыщенность. Следовательно, она является той нор
мой распределения газовой составляющей подземных вод, 
которая наиболее характерна для данной территории, т. е. 
является ее фоновой характеристикой. Можно говорить о том, 
что этот фон формируется за счет миграции газообразных 
компонентов из газогенерирующих толщ в водоносные плас
ты, но вводить понятие об ореолах рассеяния газогенерирую
щих толщ, как это делает H. М. Кругликов, на наш взгляд, 
не следует. 

Ореолы рассеяния, как аномалии, обычно противопостав
ляются фону. В данном случае повышенная газоносность под
земных вод является их нормальной характеристикой и по
этому о ней нельзя говорить как о характеристике зоны 
ореольного рассеяния. Лишь еще более высокая, по сравнению 
с данной, аномальная газонасыщенность подземных вод в 
какой-либо части водоносных пластов может быть принята в 
качестве показателя ореольного влияния газоотдающих ис
точников. 

Важное значение имеет установленная H. М. Кругликовым 
неравномерность изменения газосодержания подземных вод 
как по разрезу отдельных структур, так и для одновозрастных 
горизонтов. Основными типами неравномерности являются: 

1) резкое уменьшение газосодержания вверх по разрезу 
скважины в пределах одного комплекса или между смежными 
комплексами; 

2) скачкообразное изменение газосодержания внутри ком
плекса по площади, в скважинах, расположенных или в пре
делах одной разведочной площади, или удаленных друг or 
друга не более чем на 30—35 км. 

Как сообщает H . М. Кругликов, неравномерность содержа
ния растворенного газа по разрезу отдельных скважин и пло
щадей еще в 1958 г. отмечалась Н. И. Ростовцевым в качестве 
одного из аргументов доказательства отсутствия значительных 
масштабов вертикальной миграции углеводородов на терри
тории Западной Сибири. 

В пределах Нижнего Поволжья также имеет место нерав
номерное распределение газонасышенности подземных вод, на 
что обращалось внимание (А. С. Зингер, 1966, А. С. Кудинова, 
1970) в процессе выполнения исследований по термодинамиче-
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«кому обоснованию направлений и 'масштабов диффузионной 
миграции газообразных компонентов залежей в пластовые 
воды. В качестве причин наблюдаемой неравномерности, с ко
торыми нами связывалось .появление в разрезе или по площа
ди так называемых равновесных зон или зон динамического 
равновесия, указывались: 1) изменение термодинамических 
условий, особенно в вертикальном разрезе осадочного чехла; 
2) эффекты наложения, возникающие при миграции много
компонентных систем и 3) дифференцированная характеристи
ка фона. H . М. Кругликов основным фактором, обуславливаю
щим указанное неравномерное распределение газонасыщен
ности подземных вод для условий Западной Сибири, считает 
струйную миграцию газов. 

При современном состоянии изученности этого вопроса, 
вероятно, преждевременно обсуждать причины наблюдаемого 
•явления. Вместе с тем, необходимо подчеркнуть, что установ
ление самого факта существования неравномерности изменения 
газонасыщенности (и производных от нее пара-метров) под
земных вод, независимо от причин, обусловивших эту неравно
мерность, имеет принципиальное значение. Во-первых, таким 
образом определяется еще одна форма связей подземных вод 
с залежами нефти и газа, еще'одно состояние взаимодействия 
этих флюидов; во-вторых, этот факт заставляет по-новому по
дойти к оценке возможностей использования газонасыщен
ности и упругости водорастворенных газов для прогноза неф
тегазоносное™. 

В районах, где наблюдается неравномерное изменение га
зонасыщенности и упругости водораствопенных газов (в пре
делах пласта) по мере удаления от залежей нефти и газа, 
использование этих параметров в поисковых и разведочных 
целях, во всяком случае для прогнозирования нефтегазонос
ное™ локальных структур, крайне затруднительно, а может 
быть и невозможно. 

К аналогичному выводу пришел и Ю. А. Пецюха (1966) на 
основе анализа характера фазового равновесия между зале
ж а м и и пластовыми водами девонских отложений Волгоград
ского Поволжья — «оценка перспектив по упругости раство
ренных тазов для этого .комплекса в большинстве случаев 
весьма затруднительна». 

Подробное изучение газовой составляющей подземных вод 
Березовского газоносного района Западной Сибири проведено 
Л . М. Зорькиным, В. Т. Головко, А. Д . Сторожевым (1964), 
'Однако конкретный анализ масштабов ореольного рассеяния 
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залежей ими не проводился. Указывается лишь, что содержа
ние тяжелых углеводородов в газовых залежах выше, чем в 
законтурных водах. При сравнении содержания тяжелых угле
водородов в водах «пустых» структур и структур, содержащих 
залежи, видно, что зоны залежей отличаются повышенным 
содержанием углеводородов. Локальное возрастание тяже
лых углеводородов вокруг залежей вызвано поступлением их 
из залежей в подземные воды. По мере удаления от контактов; 
газ—вода содержание тяжелых углеводородов в подземных 
водах снижается. На локальных участках газовых залежей 
снижаются и упругости водорастворенных газов. 

Для территории Астраханской области и смежных районов 
Калмыцкой АССР изучение фазовых соотношений между га
зовой составляющей подземных вод и залежами газа прово
дил Ю. А. Спевак (1964), который приходит к следующим вы
водам: 

1. Давление насыщения растворенных газов в нижнемело
вых и юрских отложениях уменьшается при удалении от кон
тура газоносности, что является характерным для геохимиче
ской обстановки разрушения газовых залежей. 

2. Количество тяжелых углеводородов находится в прямой 
зависимости от близости нефтяных залежей, вблизи которых 
содержание тяжелых углеводородов увеличивается. 

Исследования, связанные с установлением закономернос
тей изменения ионно-солевого состава подземных вод по от
ношению к залежам нефти и газа очень малочисленны, так как 
основные гидрохимические показатели нефтегазоносное™ свя
зываются в последнее время преимущественно с газовой со
ставляющей и органическим веществом подземных вод. 

Кроме уже упоминавшейся диссертационной работы 
Л . К. Гуцало, касающейся территории Днепровско-Донецкой 
впадины, исследования, связанные с определением закономер
ностей в распределении компонентов солевого состава вод на. 
«пустых» и продуктивных структурах на примере Ферганы 
систематически проводились X. А. Равикович (1962, 1963). 
Однако данные, касающиеся масштабов ореольного влияния 
залежей в ее работах либо отсутствуют, либо недостаточно 
конкретны. Например, для предложенного X. А. Равикович 
гидрохимического показателя «К», представляющего собой: 

частное от деления соотношений отдельных ионов 

тель «К» в контурных водах независимо от глубины залегания» 
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пластов и стратиграфического возраста, обратно пропорциона
лен удельному весу нефтей. За контуром нефтеносности в во
дах накапливаются 'продукты окисления, поэтому здесь значе
ния «К» резко уменьшаются». 

В более поздней работе, рассматривая другие гидрохими
ческие показатели и в частности аммоний, X. А. Равикович 
(1962) также не приводит конкретных результатов анализа 
изменения их значений в водах, различно удаленных от за
лежей 

Использование аммония в качестве гидрохимического по
казателя нефтегазоносное™ для территории Пермской области 
рекомендуется и Ф. М. Тверье, И. Н. Шестовым, Е. Л . Суха-
ревичем (1966). Авторы отмечают, что .концентрации аммония 
как по пласту, так и по разрезу, изменяются крайне неравно
мерно; содержание его колеблется от 46 до 700 мг/л. Наибо
лее низкие концентрации аммония определены в пробах вод, 
значительно удаленных от нефтяных залежей. Однако, как 
видно из приведенного авторами фактического материала 
{табл. 1) и ів данном случае нельзя получить .представления 
о характере распределения аммония ів зависимости от поло
жения исследуемых объектов по отношению к залежам нефти 
и газа. Авторы оперируют лишь определениями «приконтур-
ные» и «законтурные» воды, что не дает возможности обстоя
тельно судить о пластовых и тем более о вертикальных орео
лах влияния залежей нефти и газа. 

Таблица 1 

Распределение средних концентраций аммония в водах Пермской области 
(по данным Ф. М. Тверье, И. Н. Шестова, Е. Л. Сухаревича) 

Водоносные 
горизонты 

Количе
ство оп
ределе

ний 

Содержание в 
приконтурных 
водах, мг\л 

Количе
ство оп
ределе

ний 

Содержание в 
законтурных 
водах, мг\л 

Девон 2 229 12 124 
Яснополянский над-

горизонт 89 197 77 185 
Московский ярус 44 169 19 185 
Сакмарский и ар-

275 99 тинский ярусы 8 275 2 99 

Д л я такого сравнительно нового направления нефтепоис-
ковой гидрогеологии, каким является исследование органиче
ского вещества подземных вод, исключительная актуальность 
изучения ореолов рассеяния, развивающихся около залежей 
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нефти и газа, подчеркивалась Е. А. Барс еще в 1958 г. на 
Московском совещании по геохимическим методам поисков-
нефтяных и газовых месторождений (Е. А. Барс, 1959). Иссле
дование закономерностей изменения содержания и состава 
органического вещества в направлении от залежи к перифе
рии и в водоносных горизонтах по вертикали разреза, отме
чала Е. А. Барс, поможет определить так называемые ореолы 
рассеяния, т. е. расстояние от залежи, на которое может рас
пространяться обогащение вод водорастворенными компонен
тами нефтей, и установить поисковое значение предложенных 
показателей. Таким образом, Е. А. Барс совершенно отчет
ливо формулирует положение о том, что поисковое значение' 
гидрохимических показателей нефтегазоносности определяет
ся знанием масштабов их прогнозного действия или масшта
бов ореольного влияния залежей нефти и газа. 

Подробный обзор работ, касающихся изучения органиче
ского вещества подземных вод в период до 1961 г., сделан 
В. М. Швецом (1963). Позже мы опубликовали результаты 
некоторых исследований, не вошедших в данный обзор, и дали 
оценку состояния проблемы использования водорастворенной 
части органического вещества при поисках и разведке зале
жей нефти и газа (А. С Зингер, 1966). Поэтому в настоящей 
работе остановимся лишь на результатах исследований, кото
рые связаны с решением проблемы оценки масштабов мигра
ции компонентов органического вещества подземных вод из 
залежей нефти и газа, т. е. оценки масштабов ореольного 
влияния залежей и факторов, их определяющих. 

Эти исследования проводились в очень ограниченном объ
еме и, несмотря на десятилетний период, прошедший с начала 
их постановки и оценки значимости, для многих районов они 
не были выполнены. Некоторые представления по отдельным 
вопросам проблемы ореолов рассеяния водорастворенного ор
ганического вещества получены лишь для территории Бухаро-
Каршинской нефтегазоносной области (Е. А. Барс, С. С. Ко
ган, 1966), Южного Мангышлака (Л. И. Морозов, 1966), За
падного Узбекистана (С. Халдаров, 1966) и Нижнего По
волжья (А. С. Зингер, Т. Э. Кравчик, А. Ф. Эрлих, 1964; 
А. С. Зингер, Т. Э. Кравчик, А. Ф. Эрлих, 1965; А. С. Зингер, 
1966; А. К. Жутовт, 1970). 

Результаты исследований растворенного органического 
вещества подземных вод мезозойских отложений Бухаро-Кар-
шинской нефтегазоносной области опубликованы Е. А. Барс 
и С. С. Коган в 1966 г. В данной работе рассмотрен ряд 
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методических вопросов интерпретации результатов анализа 
органического вещества подземных вод в связи с исполь
зованием их для оценки нефтегазоносноети локальных струк
тур. Прежде всего, необходимо отметить правильный подход 
к выбору гидрохимического фо,на. Считая выбор фона важной 
и весьма трудной задачей, авторы обосновывают необходи
мость принятия в 'качестве фоновых тех значений компонентов 
органического вещества подземных вод, «которые характерны 
для большинства проб, отобранных из горизонтов, не имею
щих контакта с продуктивными залежами». Этой величиной, 
отмечают Е. А. Барс и С. С. Коган, можно просто задаться или 
выбрать ее, исходя из закона распределения данных в случае, 
если такой закон найден. 

Результаты исследований по определению масштабов 
ореольного влияния залежей менее конкретны, что связано с 
недостаточностью фактического материала по пробам вод, 
различно удаленным от залежей нефти и газа. Общий вывод 
Е. А. Барс и С. С. Коган: «Величина всех перечисленных по
казателей, кроме углеводорода летучих веществ, обнаружи
вает тенденцию к возрастанию при приближении к залежам 
нефти и газа» *. 

Исследования, связанные с определением масштабов 
ореольного рассеяния некоторых ингредиентов водорастворен-
ного органического вещества для территории Южного Ман
гышлака проведены Л . И. Морозовым (1966) под руководст
вом Е. А. Барс. Исследования органических компонентов под
земных вод производились по методике ИГ и РГИ, по преиму
ществу в хлороформенных экстрактах, в которых определя
лись такие показатели: органический углерод, органический 

* На основании геолого-статистической обработки аналитических 
данных Е. А. Барс и С. С. Коган для Бухаро-Каршинской нефтегазо
носной области из числа гидрохимических показателей по органическому 
веществу подземных вод предлагается комплекс, включающий следующие < 
показатели: органический углерод нелетучих органических веществ ( С х л ) ; 

коэффициент битуминозное™ пластовых вод ( — - 1 0 0 ) ; отноше

ние углерода нелетучих веществ к количеству нафтеновых кислот 
Схл С ' 

( ); отношение углерода к азоту (— ' нелетучие и летучие фенолы; 
нафт N) 

Ф е н х л 

отношение нелетучих фенолов к углероду (—(ЧИ' Ю®)> отношение вели
чин йодатной окисляемости хлороформенных и угольных экстрактов 

О х л 

( — — ) и углерод летучих органических веществ, причем накопление 
Оподг 

последнего, как отмечают Е. А. Барс и С. С. Коган, является отрицатель
ным показателем при прогнозе нефтегазоносное™. 



•азот, иодатная и перманганатная окисляемости, нафтеновые 
кислоты, фенолы, бензол. В отгонах из кислой среды с водя
ным паром определялись летучие фенолы. 

При исследовании органического вещества, растворенного 
в подземных водах юрского и мелового гидрогеологических 
комплексов, были установлены фоновые концентрации для об
щего углерода, общего азота, летучих фенолов. Эти компонен
ты водорастворенного органического вещества рассматривают
ся в качестве основных гидрохимических показателей. К ним 
относится и бензол, являющийся наиболее конкретным пока
зателем. Содержание бензола в водах непродуктивных струк
тур не превышает «следов» и достигает значений 1,7 и 9 мгіл 
соответственно на нефтяном месторождении Жетыбай и газо-
конденсатном месторождении Танге. Пластовый ореол влия
ния нефтяных залежей определяется расстоянием до 3 км от 
контура нефтеносности. 

Влияние газовой залежи чувствуется в меловых отложе
ниях в 1 км от контура, однако бензол не обнаружен или 
фиксируется лишь в виде следов. Как отмечает Л . И. Морозов, 
на расстоянии 8 км от контура газоносности месторождения 
Узень все значения компонентов водорастворенного органиче
ского вещества «типично фоновые». 

На примере месторождения Узень Л. И. Морозов опреде
ляет и масштабы вертикального ореольного влияния залежей. 
Им отмечается, что в непродуктивных пластах Узени, находя
щихся на расстоянии 150—200 м по вертикали от газоносных 
пластов •—горизонтов V, V I I I и X обнаружены аномальные со
держания летучих фенолов и общего азота. Кроме этого, 
аномальные величины показателей растворенных органиче
ских веществ в непродуктивных частях пластов зафиксированы 
в районах разломов (Каратусский вал, Асор) и вблизи выхо
дов закированных пород (Тюбеджик, Таспас) , то есть в .местах 
разгрузки подземных вод. 

В это же время С. Халдаровым (1966), также под руковод
ством Е. А. Барс, было исследовано органическое вещество, 
растворенное в подземных водах меловых отложений Запад
ного Узбекистана. С. Халдаров совершенно правильно отме
чает, что на содержание и состав органического вещества 
подземных вод оказывают влияние рассеянное органическое 
вещество пород и залежи нефти и газа. Влияние рассеянного 
органического, вещества пород должно обеспечить более или 
менее равномерное распределение концентраций органическо
го вещества в водах, которое рассматривается в качестве фо-
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новых значений. Однако последнее утверждение С. Халдарова 
весьма дискуссионно. Органическое вещество пород при про
чих равных условиях обеспечит равномерное распределение 
органического вещества в подземных водах только в тех слу
чаях, когда в самих породах оно содержится в более или ме
нее постоянных или близких концентрациях на всей площади 
распространения пород. В противном случае в воды будет 
переходить различное количество органического вещества, и 
распределение его концентраций может быть существенно 
различным. 

В дальнейшем С. Халдаров для определения фоновых кон
центраций использует построение кумулятивных кривых рас
пределения, а оценку связи компонентов органического веще
ства с залежами нефти и газа производит по критерию 
А. Н. Колмогорова. Данная методика позволяет достаточно 
объективно определять фоновые и аномальные концентрации 
компонентов и учитывает возможность неравномерного рас
пределения концентраций фона. 

Результаты исследования С. Халдарова показали, что з 
условиях Западного Узбекистана наиболее надежными пока
зателями наличия нефти, газа и конденсата являются органи
ческий уіглерод и фенолы, растворенные в подземных водах. 
Данные, характеризующие распределение компонентов орга
нического вещества подземных вод по мере удаления от за
лежей, масштабы их пластового и ореольного влияния С. Хал-
даровым не приводятся. 

В 1966 году опубликованы обобщающие исследования в 
области разработки газогидрохимических критериев нефтега
зоносное™ локальных структур для территории Нижнего По
волжья (А. С. Зингер, 1966). Кроме определения самого ком
плекса показателей по ионно-солевому составу, газовой сос
тавляющей и органическому веществу подземных вод, а также 
и ориентировочному определению масштабов пластового и 
вертикального ореолов рассеяния для каждого из компонен
тов, входящих в данный комплекс, мы пришли к следующим 
основным выводам: 

1. В условиях нефтегазоносных регионов, в пределах кото
рых происходили процессы нефтегазообразования и нефтега-
зонакопления, происхождение групп показателей по органиче
скому веществу и газовой составляющей подземных вод свя
зывается с данными процессами и эффектом ограниченной 
миграции их из залежей в подземные воды. 

2. Отражением процессов нефтегазообразования и регио-
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Таблица 2 

Комплекс газогидрохимических критериев оценки 
нефтегазоносное™ локальных структур по составу 
водорастворенных газа и органического вещества 

(по А. С. Зингеру) 

В о д о р а с т в о р е н н ы й г а з Водорастворенное органическое 
вещество 

Показатели на
личия газо
вых и газо-
конденсатных 
залежей 

Показатели 
наличия 
газовых, 
газокон-
денсатных 
и нефтя
ных зале
жей 

битум>1 мг/л 

бензол>0,01 мг/л 

Показатели на
личия неф
тяных зале
жей "т У-

,. и

С Н 4 <180 СзНв-f высшие 

Показатели 
наличия 
газовых, 
газокон-
денсатных 
и нефтя
ных зале
жей 

толуол — в любых ко
личествах 

фенолы>0,15 мг/л 

фосфор органич. 
>0,25 мг/л 

Показатели на
личия неф
тяных зале
жей 

присутствие С 5 Н 1 2 

Показатели 
наличия 
газовых, 
газокон-
денсатных 
и нефтя
ных зале
жей 

в спектрограммах OB 
соотношение интен-
сивностей полос по
глощения углеводо
родных и кислород
ных соединений: 

. 1465 см-1 
J 1740—1720 см-i 

амины >0,04 

нальной миграции углеводородов являются концентрации и 
состав органического вещества и газовой фазы подземных вод. 
составляющих фон продуктивного региона. 

Фоновый состав водораетворенного газа продуктивных ре
гионов позволяет осуществлять четкую дифференциацию райо
нов по преимущественному развитию в них процессов газооб
разования и газонакопления или нефтеобразования и нефте-
накопления. В первом случае водорастворенный газ пред стаз-
лен метаном с незначительным содержанием тяжелых 
углеводородов и азота, во втором, наоборот, в составе газа 
значительный удельный вес составляют азот и тяжелые угле
водороды. 

3. Миграция из залежей, осуществляющаяся в виде диффу
зионного рассеяния, а также процессы вторичной миграции, 
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приводящие к аккумуляции углеводородов в локальных струк
турах, обуславливают, с одной стороны, превышение концент
раций некоторых компонентов — показателей над фоновыми 
значениями, а с другой, появление таких компонентов — пока
зателей, которые в пределах чувствительности применяемых 
методик и аппаратуры не выявляются в составе фона. К этим 
последним относятся бензол и пентаны. 

4. Применение метода термодинамического анализа для 
рассмотрения масштабов чисто диффузионного рассеяния га
зообразных компонентов залежей позволило высказать пред
положение о возможном существовании, подчас в незначитель
ном удалении от залежей, так называемых зон гидродинами
ческого равновесия. Эти зоны ограничивают миграцию газа 
из залежей в область законтурных вод, а вероятно из послед
них— в залежи. Таким образом, с одной стороны, они предо
храняют залежи от диссипации, а с другой — сохраняют со
став газов в ней более или менее постоянным. 

Вывод о возможности существования равновесных зон при
водит к признанию возможности диффузии газа не только от 
залежи, но и по направлению к ней. 

5. Сохранение эффектов влияния залежей и процессов, 
которые приводят к аккумуляции углеводородов в ловушках, 
связано с наличием вокруг залежей зоны практически непод
вижных застойных вод, что подтверждено нашими экспери
ментальными исследованиями (А. С. Зингер, 1962), а еще ра
нее предполагалось В. Я. Авровым (1957) и M . Е. Альтовским 
(1958). 

Из проведенного обзора исследований видно, что состояние 
изученности этой проблемы в различных отраслях геологии не 
одинаковое. Наиболее глубокое теоретическое обоснование, 
широкое практическое применение эти важнейшие поисковые 
параметры получили в геологии рудных полезных ископаемых. 
В связи с поисками и разведкой нефтяных и газовых место
рождений они использовались в основном при газосъемочных 
работах и в других направлениях поисковой геохимии, свя
занных с исследованиями поверхностных и сравнительно не-
-глубоко погруженных отложений. 

Вследствие того, что основным фактическим материалом, 
используемым в нефтепоисковой гидрогеологии, являются про
бы подземных вод и водорастворенного газа, отбор которых 
по скважинам глубокого бурения сопряжен с трудностями, для 
всех основных направлений нефтегазопоисковой гидрогеоло
гии проблема установления фоновых концентраций и ореолов 

3* 1 35 



рассеяния оказалась .наименее изученной. Причем и те иссле
дования, которые в этом отношении проводились, были по
священы, © основном, изучению распределения компонентов 
подземных вод лишь ів пределах данного продуктивного плас
та или горизонта. Не менее, а скорее всего более важный ас
пект проблемы, связанный с определением масштабов верти
кального ореольного влияния залежей, исследован явно недо
статочно. 

В целом такие .вопросы, как генезис фона и ореолов рас
сеяния, масштабы пластовой и вертикальной миграции миг
рантов залежей и факторы, их определяющие, несмотря на 
безусловную актуальность, разработаны еще недостаточно. 
Вместе с тем эффективность использования в практике поис
ково-разведочных работ гидрохимических критериев прогноза 
нефтегазоносное™ (особенно для локальных структур) .в зна
чительной мере определяется состоянием изученности указан
ных вопросов 
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Г Л А В А I I К Р А Т К А Я Х А Р А К Т Е Р И С Т И К А П А Л Е О З О Й С К О Й 

В О Д О Н А П О Р Н О Й С И С Т Е М Ы ( Ф Л Ю И Д О У П О Р Н Ы Е 

Т О Л Щ И И Г И Д Р О Г Е О Л О Г И Ч Е С К И Е К О М П Л Е К С Ы ) 

Строение водонапорных систем артезианских 
бассейнов или отдельных гидрогеологических районов, как это 
показано В. А. Кротовой, М. Е. Альтовеким и др., влияет на 
распределение залежей нефти и газа и нефтегазоносноеть 
отдельных литолого-стратиграфических комплексов разреза. 
Это влияние опосредствовано, очевидно, через направления и 
масштабы вертикальной миграции флюидов как в процессе 
формирования, так и диссипации залежей. Последнее означает» 
что ряд общих закономерностей, характеризующих ореолы 
рассеяния залежей, также находится в непосредственной свя
зи со строением водонапорных систем. Наряду с локальными 
покрышками, обеспечивающими существование данных ло
кальных залежей, а также масштабы и форму создаваемых 
ими ореолов рассеяния, важное значение имеют и региональ
ные флюидоупорные толщи в целом, определяющие строение 
водонапорных систем. 

В соответствии с представлениями М. Е. Альтовского 
(1967) о возможности выделения в качестве региональных по
крышек таких непроницаемых слоев, которые по площади со
измеримы с исследуемой частью ібассейна и превосходят са
мые крупные структурные элементы, распространенные в его 
пределах, для территории Нижнего Поволжья Л . Д. Тально-
вой и Ю. И. Гладышевой (1968) были выделены: 

1. Региональная муллинская покрышка—малопроницае
мая толща аргиллитовых пород в объеме муллинских слоев. 

2. Региональная тульская покрышка — пласт малопрони
цаемых глинистых пород в кровле тульского горизонта. 

3. Региональная верейская покрышка — пачка малопрони
цаемых глинистых пород в объеме I I I пачки верейского го
ризонта. 

4. Региональная байосская покрышка — толща глин в 
кровле байосского горизонта. 

Выделенные региональные глинистые водоупоры (рис. 4— 
7) разделяют всю осадочную толщу исследуемой территории 
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Рис. 4. Карта распространения муллинского глинистого водоупора. 
/ —линии равных мощностей; 2—бортовой уступ Прикаспийской впадины; зоны развития водоупо
ра мощностью 3-до 30 м; 4 — 30—50 м; 5 — более 50 м; 6 — участки отсутствия водоупора Площа
ди: 1 — Александровская; 2 —Аткарская; 3 — Ириновская; 4 — Тепловская; 5 — Колотовская- 6 — 
Клинцовская; 7 —Ершовская; 8 — Терсинская; 9 — Меловатская; 10 — Федоровская; 11 — Шалин-
ская; 12 — Урицкая; 13 — Квасниковская; 14 — Генеральская; 15 — Дмитриевская: 16 —Колокольцовская-

7 — I олицынская; 18 — Ершовская; 19 — М'арьевская; 20 —Миусская; 21 — Комсомольская- 22 — 
Пугачевская; 23 — Рахмановская; 24 — Калининская; 25 — Любимовская; 26 — Приволжская-' 2 7 -

Кленовская; 28 — Грязнушинская. 



на пять гидрогеологических комплексов, каждый из которых 
представляет совокупность водоносных горизонтов, характе
ризующихся общностью гидродинамических и .гидрохимиче
ских условий. Сами комплексы на большей части региона гид
родинамически не связаны между собой и представляют, по 
определению Б. А. Тхостова (1966), самостоятельные «гео
гидродинамические системы». 

1. Домуллинский гидрогеологический комплекс включает 
водоносные горизонты, приуроченные к породам додевонекого, 
нижне- и среднедевонского возраста. 

Муллидские слои, отделяющие данный водоносный ком
плекс от вышележащего, представлены толщей аргиллитов 
мощностью до 130 м. Широкое развитие имеет мощность по
род порядка 30—50 м. Зоны отсутствия муллинской покрышки 
прослежены лишь да наиболее приподнятых участках Жигу
левского свода и ,в северной части Степновского (Сложного ва
ла. В этих районах в муллинской покрышке имеются «окна», 
по которым возможна гидродинамическая связь данного ком
плекса с вышерасположенными. На остальной части исследуе
мой территории .муллидские аргиллиты распространены по
всеместно и, как показывают результаты минералого-петро
графических исследований (аргиллиты имеют гидрослюдисто-
монтмориллонитовый состав с преобладанием монтморилло-
дитовых частиц), обладают высокими флюидоупорными свой
ствами. 

Общая мощность домуллинекого гидрогеологического ком
плекса увеличивается в южном и юго-восточном направле
ниях. Данный комплекс представлен различными проницаемы
ми породами как карбонатными, так и песчано-глинистыми, с 
плохой сортировкой материала и резкой сменой диалогиче 
ского состава по простиранию. Водоносные горизонты приуро
чены к песчаным пачкам (табл. 3) . 

Как видно из приведенных данных, значения пористости и 
проницаемости пластов-коллекторов колеблются в широких 
пределах. Высокими коллекторскими свойствами обладают 
песчаники воробьевских слоев. 1 

2. Дотульский гидрогеологический комплекс сложен поро
дами франского, фаменского, турнейского ярусов и яснополян
ского надгоризонта. От вышележащего комплекса они отде
ляются регионально выдержанным пластом малопроницаемых 
глинистых пород, залегающих в кровле тульского горизонта. 
Верхняя граница водоупора прослеживается почти повсемест
но по смене тульских глин окскими известняками, реже пес-
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Таблица 3 

Характеристика коллекторских свойств пород 
домуллинского гидрогеологического комплекса 

Литологический 
состав Возраст Пористость, % Газопроницае

мость, мд 

Песчаник кварц. бийский 5,5—12,4 98—264 
Песчаник морсовский ср. 15 ср. 400 
Песчаник морсовский 0,9—15 0.04—179 
Песчаник воробьевский 1,6—18,6 

160—830 Песчаник воробьевский 24—26 160—830 
Песчаник воробьевский 23—25 1100—2600 
Песчаник воробьевский до 18 до 7 
Алевролит ардатовский 0.3—17 0,01—137 
Песчаник ардатовский до 24 до 584 

чаниками. На большей части Саратовского и Волгоградского 
Правобережья нижняя граница покрышки контролируется пес
чаниками различных пластов-коллекторов тульского горизонта, 
мощность покрышки не превышает 5—25 м. На крайнем восто
ке и юго-востоке Правобережья и далее в районах дальнего 
Заволжья, где тульские песчаные коллекторы полностью за
мещаются на малопроницаемые алевритисто-глинистые и кар-
бонатно-глинистые разности, мощность локрышки возрастает 
до 30—3ß м. 

Основными породообразующими минералами тульских 
глин являются гидрослюды и монтмориллонит, что обеспечи
вает достаточно высокие флюидоупорные свойства данной по
крышки (Т. Г. Клубова, 1967). 

Отложения второго гидрогеологического комплекса про
слеживаются по всей территории исследования, но не везде 
представлены полным разрезом. 

Глубокие размывы девонских отложений наблюдаются на 
сводах Марьевского, Клинцовского, Балаковского и Аткарско-
го выступов фундаментов. Значительное сокращение мощности 
каменноугольных отложений отмечается в западных и северо
западных районах Саратовского Поволжья (рис. 5). Водонос
ные породы девона и карбона, входящие во второй гидрогео
логической комплекс, характеризуются различными коллек-
торскими свойствами (табл. 4). 

Девонские пласты-коллекторы представлены известняками, 
разной степени глинистости, со значениями пористости 0,5— 
9,2% и проницаемости от 0,01 до 0,08 мд. Коллекторские свой
ства каменноугольных известняков выше (значения пористости 
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Рис. 5. Карта распространения тульского глинистого водоупора. 
/ — линии равных мощностей; 2 — бортовой уступ Прикаспийской впадины; зоны развития водоупо
ра мощностью 3 — до 5 м; 4 — 5—10 м; 5 — более 20 м. Площади: 1 — Александровская; 2 — Аткар-
ская: 3 — Иловлинская; 4—Квасниковская; 5 — Ерусланская; 6 — Золотовская; 7 — Приволжская; 
8 — Грязнушинская: 9 — Стройгазовская; 10 — Марьевская; 11 — Миусская; 12 — Клинцовская; 13 — 
Ершовская; 14 — Колотовская; 15 — Любимовская; 16 — Ириновская; 17 — Пигаревская; 18—Кали
нинская; 19 — Генеральская; 20 — Фурмановская; 21 — Вольновская; 22 — Ивановская; 23 — Терсин-
ская: 24 — Шалинская; 25 — Дмитриевская; 26 — Кленовская; 27 — Иловатская; 28 — Языковская; 
29 — Тепловская; 30 — Федоровская; 31 — Пугачевская; 32 — Рахмановская; 33 — Комсомольская; 34 — 

Карповская; 35 — Топовская; 36 —Урицкая; 37 — Колокольцовская; 38— Голицынская. 



Таблица 4 
Характеристика коллекторских свойств пород дотульского 

гидрогеологического комплекса 

Литологический 
состав Возраст Пористость, % Газопроницае

мость, мд 

Песчано-алевритовый кыновско-па-
10—15,25 1—1000 

Песчано-алевритовый 
шийский 10—15,25 1—1000 

Известняк саргаевский 0,86 0,01 
Песчаник саргаевский 4,1 3,9 
Известняк воронежский 0,7—9,2 0,01 
Известняк задонско-елец-

кий 0,5—4.9 0.01 
Известняк данково-лебедягі-

ский 0,7—3,2 0.01—0,08 
Известняк заволжский 0.2—14,4 0,01 
Известняк упинский 0.2—7,8 0,01 
Алевролит упинский 15 3.3 
Известняк черепетско-кон-

0,9—19.3 0,01—17.5 дурчинский 0,9—19.3 0,01—17.5 
Песчаник бобриковский 3—26 1—5530 
Алевролит бобриковский 1,7—13 0,01—42 
Песчаник тульский 0,03 до 4666 
Алевролит тульский 4 , 5 — I 7 0,02—42 
Известняк тульский 1—15 0,01 

колеблются от 0,9 до 19,3%, газопроницаемости — от 0,01 до 
17,5 мд). 

Наиболее высокими коллекторскими свойствами среди 
лород данного комплекса обладают песчаные пласты-коллек
торы яснополянского надгоризонта. 

3. Доверейский гидрогеологический комплекс включает 
карбонатные и терригенные породы нижнего и среднего кар
бона в интервале окско-серпуховско-мелекесских отложений. 

Доверейский гидрогеологический комплекс от вышележа
щего отделяется верейской покрышкой — толщей малопрони
цаемых глинистых пород в объеме Ш-ей верейской пачки. 
Мощность известковистых аргиллитоподобных глин достигает 
70 м. Широкое развитие имеют и нижележащие глинистые от
ложения мелекесского горизонта, усиливающие экранирующее 
значение регионально выдержанной верейской покрышки 
(рис. 6). 

Пласты-коллекторы третьего гидрогеологического комплек
са представлены карбонатными породами. Ограниченное рас
пространение имеют пласты песчаников алексинского горизон
та и небольшие прослои водоносных песчаников и алевроли
тов — в мелекесском. 
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Рис. 6. Схематическая карта распространения верейского глинистого 
водоупора. 

J — площадь и ее номер; 2 — линии равных мощностей; зоны развития водо
упора мощностью 3—до 5 м; 4 — 5—20 м; 5 — 20—40 м; 6 — более 40 м; 7 — бор
товой уступ Прикаспийской впадины; 8 — зона отсутствия верейского водо
упора. Площади: 1—Аткарская; 2 — Андреевская; 3 — Богородская; 4 — Ер-
шовская; 5 — Грязнушинская; 6 — Дмитриевская; 7— Ерусланская; 8 — Ири-
новская; 9 — Тепловская; 10 — Колотовская; м — Калининская; 12 — Красно
армейская; 13 — Иловлинская; 14 — Голицынская; 15 — Казанлинская: 16 — 
Языковская; 17—Колокольцовская; 18 — Пугачевская; ;19 — Давыдовская; 20 — 
Клинцовская; 21 — Перелюбская; 22 — Миусская; 23 — Любимовская; 24—То-
повская; 25 — Терсинская; 26 — Стройгазовская; 27 — Рахмановская; 28 — При
волжская; 29 — Квасниковская; 30 — Золотовская; 31 — Южно-Степновская-, 

32 — Марьевская. 

Известняки данного гидрогеологического комплекса ха
рактеризуются низкими коллекторскими свойствами, среди 
терригенных пород наилучшими коллекторскими свойствами 
обладают алексинские песчаники (табл. 5). 

4. Добайосский гидрогеологический комплекс сложен поро
дами среднего и верхнего карбона, перми и триаса. Водоупор-

Таблица 5 
Характеристика коллекторских свойств пород доверейского 

гидрогеологического комплекса 

Литологический 
состав Возраст Пористость, 

% 
Газопроницае

мость, мд 

Песчаник алексинский 15—25 42—1914 
Известняк окско-серпухов-

ской 0,8—5 0,01 
Известняк намюрский 0,8—5,6 0,01 
Известняк нижнебашкир

ский до 13 0,01 
Песчаник мелекесский 5,0—28,5 0,3—162,8 
Алевролит мелекесский 4—20 0,004—33 
Известняк мелекесский 0,1—5,7 0,01 
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ной кровлей этого комплекса является глинистая толща, про
слеживающаяся в кровле байосского яруса и имеющая широ
кое распространение в пределах Нижнего Поволжья, включая 
территорию солянокупольных районов Прикаспийской впади
ны (рис. 7). 

Рис. 7. Карта распространения байосского глинистого водо-
упора. 

/ — площадь и ее номер; 2 — линии равных мощностей; 3 — зона отсут
ствия водоупора; зоны развития водоупора мощностью 4 — менее 30 м; 
5 — 30—50 м; 6— более 50 м. Площади: 1 — Александровская; 2 — Ат-
карская; 3—Иловлинская; 4— Квасниковская; 5 — Ерусланская; 6 — 
Золотовская; 7 — Приволжская; 8 — Грязнушинская; 9 — Стройгазов-
ская; 10 — Марьевская; 11 — Миусская; 12—Клинцовская; 13 — Ершов-
ская; 14 — Колотовская; 15 — Уметовская; 16 — Любимовская; 17 — 
Ириновская; 18— Пигаревская; 19 — Калининская; 20 — Таловская; 
21 — Спортивная; 22—Веселовская; 23 — Новоузенская; 24 — Фурма-

новская; 25 — Генеральская. 

Мощность покрышки колеблется в пределах 15—90 м, 
причем на большей части региона она составляет более 50 м. 

Байосские глины характеризуются каолинитово-гидрослю-
дистым составом с небольшими содержаниями монтморилло
нитов и более высоким — гидрослюдизированных монтморил
лонитов. Повсеместно перекрывающая байосскую покрышку 
батская глинистая пачка, мощностью 20—30 м, усиливает ее 
флюидоупорные свойства и обеспечивает разобщенность ве-

44 



рейско-байосского гидрогеологического комплекса от после-
байосского. 

В строении четвертого гидрогеологического комплекса 
основное место занимают карбонатные и карбонатно-сульфат-
иые отложения. 

Лишь в основании комплекса встречаются верейские пес-
чано-глинистые отложения, прослои же песчаников и алевро
литов — в нижней пачке отложений татарского яруса и в вет-
лужской серии нижнего триаса. Сведения о коллекторских 
свойствах пород данного комплекса приведены в табл. 6. 

Таблица 6 
Характеристика коллекторских свойств пород добайосского 

гидрогеологического комплекса 

Литологический 
состав Возраст Пористость, % Газопроницае

мость, мд 

Песчаник верейский 9—30 1—2500; 3600 
Алевролит верейский 2—24,7 0,08—56 
Известняк верейский 1,9—16,8 0,01—0,4 
Известняк московский 2—22 0,01—0,2 
Известняк оренбургский 2—15 0,01 
Песчаник ветлужский 13,4—30.8 0,03—2370 
Алевролит ветлужский 13,4—15.9 0,02—0,09 

Карбонатные пласты-коллекторы представлены известня
ками со значениями пористости 1,9—22% и проницаемости от 
0,01 до 0,4 мд. Высокими коллекторскими свойствами облада
ют песчаные пласты: значения пористости колеблются от 9 до 
30,8%, проницаемость — 1—3600 мд. 

Выделенные гидрогеологические комплексы отвечают ос
новным нефтегазоносным комплексам Нижнего Поволжья, что 
отчетливо иллюстрируется схемой связи региональных покры
шек с нефтегазоносностью разреза (рис. 8). 

В разрезе четко выделяется три основных зоны повышенной 
нефтегазоносности, соответствующих регионально выдержан
ным глинистым разделам муллинского, тульского и верейского 
возрастов. 

Эти покрышки контролируют приуроченность залежей к 
каждому комплексу и высоту стратиграфического этажа неф
тегазоносности. На участках, где покрышки отсутствуют или 
представлены сокращенными мощностями, верхний предел 
стратиграфического этажа нефтегазоносности повышается до 
следующей региональной покрышки. 
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Г Л А В А I I I Г А З О Г И Д Р О Х И М И Ч Е С К И Е П О К А З А Т Е Л И О Р Е О Л О В 

Р А С С Е Я Н И Я З А Л Е Ж Е Й Н Е Ф Т И И Г А З А 

Залежи нефти и газа представляют собой слож
ную смесь углеводородных и неуглеводородных компонентов 
и соединений. Вследствие этого ореолы их рассеяния в зависи
мости от того, по каким геохимическим индикаторам они оп
ределяются, существенно различны. Каждая нефтяная и газо
вая залежь создает множество ореолов рассеяния, количество 
которых определяется числом компонентов, входящих в состав 
нефти и газа. Поэтому в каждом конкретном случае изучения 
ореолов рассеяния нефтяной (газовой) залежи необходимо 
учитывать, по какому компоненту (соединению) этот ореол 
определяется. Наиболее обоснованные представления о мас
штабах рассеяния залежей нефти и газа могут быть получены 
при использовании максимально широкого комплекса геохими
ческих индикаторов, фиксирующих данный процесс. 

Однако такими индикаторами являются лишь компоненты, 
генетически связанные с нефтью и газом, т. е. сами мигранты 
нефтяных и газовых залежей. При использовании показателей 
другого рода будут фиксироваться уже не ореолы рассеяния, 
а ореолы влияния залежей, т. е. зоны, в пределах которых из
менение концентраций компонентов связано не с процессом 
миграции из залежей, а с определенным изменением геохими
ческой обстановки, возникающей в окрестностях залежей в 
результате взаимодействия с окружающей средой. В качест
ве показателей, фиксирующих ореолы влияния залежей, могут 
быть названы, например, сульфаты и бикарбонаты. 

Часто наблюдаемое изменение концентраций этих компо
нентов в водах нефтяных и газовых залежей связано не с миг
рацией их из залежей, а с явлением так называемого про
цесса подземного окисления углеводородов, в результате кото
рого отмечаются зоны влияния залежей, отражаемые пони
женными концентрациями сульфатов и повышенными содер
жаниями бикарбонатов. 
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Сульфаты и бикарбонаты, так же, как некоторые другие 
компоненты ионно-солевого состава вод, относятся к косвен
ным гидрохимическим показателям нефтегазоносное™. Вслед
ствие целого ряда причин эффективность их использования 
в практике поисково-разведочных работ очень невелика. По
этому не представляет практического интереса определение 
ореолов влияния залежей по указанным ингредиентам состава 
вод, впрочем, так же, как и по другим косвенным гидрохими
ческим показателям. 

Ярким подтверждением изложенного может служить ана
лиз изменения степени сульфатное™ подземных вод по мере 
удаления от залежей нефти и газа. Как видно на рис. 9, только 
в трех случаях из девяти наблюдается увеличение содержания 

ризонтов на расстояниях от 500 до 2000 м от внешнего контура 
нефть—вода (газ—вода). В водах большинства рассматривае
мых залежей такой закономерности не наблюдается и содер
жание сульфатов в законтурных и приконтурных водах остает
ся практически постоянным (Соколовогорское, Колотовское, 
Жирновское месторождения). Более того, иногда фиксируется 
даже некоторое уменьшение степени сульфатности законтур
ных вод по сравнению с приконтурными (Генеральское место
рождение). 

Совершенно иное положение с прямыми газогидрохимиче
скими показателями. Генетическое родство с нефтью и газом,, 
отсутствие переходных зон значений концентраций, свойствен
ных водам продуктивных и непродуктивных структур и гори
зонтов, специфичность физико-химических свойств, обеспечи
вающая их сохранение в жестких термодинамических усло
виях на протяжении геологического времени, наконец, сравни
тельно высокие миграционные способности, обуславливающие 
возможность перехода из залежей нефти и газа в окружаю
щие воды в количествах, превышающих фоновые — таковы 
основные характеристики предложенного комплекса прямых 
газогидрохимических показателей, определяющие возможность 
их исключительно высокой поисковой эффективности. Это об
стоятельство обуславливает актуальность определения ореоль-
ного рассеяния залежей нефти и газа по указанным компо
нентам OB и газовой составляющей подземных вод (табл. 2). 

Генетическая связь повышенных концентраций всех отме
ченных индивидуальных компонентов и соединений с залежа
ми нефти и газа была доказана (А. С. Зингер, 1966): а) зако-

сульфатов в пластовых водах продуктивных го-
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номерным распределением концентраций по мере удаления от 
лефтегазоотдающих источников — залежей; б) зависимостью 
концентраций компонентов и показателей от состава (в том 
числе и фракционного) и физических свойств нефтей и газов; 
в) экспериментальными исследованиями по определению воз
можности миграции и перехода этих компонентов из нефти и 
газа в воду, показавших, что количество перешедших в воду 
соединений выше значений, характерных для фона продук

тивного региона; г) изучени
ем распределения и содер
жания органических соеди
нений не только в 'водах, но 
и породах «пустых» и про
дуктивных структур; д) 
практически полным отсут
ствием 'бензола, толуола и 
пентанов в водах, не связан
ных с залежами нефти и 
газа; е) установлением кон
кретных числовых значений 
соответствующих коэффици
ентов состава водораство
ренного газа, указывающих 
на продуктивность иссле
дуемых структур .и горизон
тов ,и на типы ожидаемых к 
открытию залежей. 

Также было показано, что 
фоновый состав подземных 
вод в продуктивных регио
нах является отражением 
региональных процессов 
нефтеобразования и мигра
ций углеводородов и для 
условий Нижнего Поволжья 
выражается: 

а) постоянным присутст
вием в водах битума в коли
честве до 0,001 г/л; б) содер
жанием аминов до 0,04 мг/л; 
в) содержанием органиче
ского фосфора до 0,25 мг/л; 
г) содержанием фенолов до 

Рис. 9. Изменение степени сульфат-
ности и минерализации вод по мере 
удаления от контура нефтегазонос

ное™. 
Площади: 1 — Колотовская (мелекесский 
горизонт); 2 — Степновская (воробьевский 
горизонт, пласт Д 2 Ѵ); 3 — Горючкинская 
(бобриковский горизонт); 4 — Соколово-
горская (бобриковский горизонт); 5 — Ге
неральская (бобриковский горизонт); 6 — 
Елшанская (бобриковский горизонт); 
7 — Песчаноуметская (бобриковский гори
зонт); 8 — Жирновская (тульский 

зонт). 
гори-
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0,10 мг/л; д) примерным равенством углеводородных и кисло
родсодержащих соединений, определяемых в составе OB под
земных вод по данным инфракрасной спектроскопии; е) зна
чениями отношений: 

^ ^ < 1 4 - - ^ - > 3 5 ; г-и^ >180. 
N 2 ^т.у. С 3 Н 8 +высш. 

Указанный комплекс прямых показателей нефтегазоноснос-
ти по OB и газовой составляющей подземных вод с учетом 
отмеченных значений концентраций компонентов данного ком
плекса, характерных для фоновых вод, использован и для оп
ределения ореольного рассеяния залежей нефти и газа. 

Более подробные доказательства генетической связи этих 
компонентов (показателей) с нефтью и газом, или отнесение 
их к ингредиентам залежей нефти и газа, так же как и обосно
вание значений фоновых концентраций, приведены в моногра
фии, касающейся газогидрохимических критериев нефтетазо-
носностй локальных структур (А. С. Зингер, 1966), и мы на них 
останавливаться не будем. 

В связи с определившейся в последнее время возможнос
тью использования в нефтепоисковом отношении еще одного 
представителя класса ароматических углеводородов — толуо
ла и получением нового материала, иллюстрирующего широ
кие поисковые возможности метода инфракрасной спектроско
пии, ниже рассматриваются эти два направления изучения со
става OB подземных вод. 

ТОЛУОЛ В СОСТАВЕ OB ПОДЗЕМНЫХ ВОД 

Впервые определение толуола в подземных во
дах было проведено почти одновременно А. А. Карцевым, 
(А. А. Карцев, М. Д. Дулова и О. Д. Дитерихс, 1969) и 
А. С. Зингером (А. С. Зингер и Т. Э. Краівчик, 1969), соответ
ственно для районов Предкавказья, Таджикистана и юго-
востока Русской платформы. Несмотря на использование раз
личных методик *, полученные данные о количественном со-

* Определение толуола проводилось А. А. Карцевым и др. по мето
дике, специально разработанной М. Б. Дуловой и О. Д. Дитерихс (1969); 
нами использован метод М. Г. Голубевой (1961), применяемый для оп
ределения бензола. 
4. Заказ 1886 49 



Таблица 7 
Содержание бензола и толуола в подземных водах Нижнего Поволжья 

Площадь № 
С К В . 

Интервал 
перфорац. ,л Возраст 

Литологический 
состав пород водо
носных горизонтов 

Минера
лизация 

воды, г\л 

Содержание, Бен
мг\л зол 

бен толу толу
зол ол ол 

Законтурные и внутриконтурные воды газовых залежей 

Спортивная 
Спортивная 
Некрасовская 
Степновская 
Некрасовская 
Степновская 
Родионовская 
Таловская 

5 1835—1850 
5 1784 

42 1503-1501 
43 2134-2142 

136 1512—1518 
16 1728—1734 
8 1240—1244 
6 934—942 

триасовый 
триасовый 
мелекесский 
морсовский 
мелекесский 
бобриковский 
черемшанский 
верхневолжский 

терригенные 272,2 0,20 0.03 6.6 
терригенные 209,8 0.60 0,50 1,2 
терригенные 175,2 0,29 0,20 1.4 
терригенные 188,4 1.00 — 3.3 
терригенные 

213,7 
0,20 0,15 1,3 

терригенные 213,7 0,26 0,13 2.0 
терригенные 128,6 0,20 0,15 1,3 
карбонатные 180.2 0,09 0,03 3,0 

Законтурные и внутриконтурные воды нефтяных залежей 

Ершовская 22 3102- -3114 
Квасниковская 15 2721- -2723 
Квасниковская 23 2670--2650 
Богородская 1 1213- -1240 
Языковская 5 860- -870 

Языковская 7 1198- -1200 

черноярский терригенные 176.5 0,65 0,45 1,4 
живетский терригенные 229.5 0,12 0,04 3.0 
живетский терригенные 246,3 0,28 0,07 4,0 
бобриковский терригенные 187,0 0,01 нет — 

черемшано-при- терригенные 0,20 нет — 

камский 
тульский терригенные 182.2 нет нет - г 



Продолжение 

Площадь 
С К В . 

Интервал 
перфорац.,.м Возраст 

Литологический 
состав пород водо
носных горизонтов 

Минера
лизация 

воды, г\л 

Содержание, 
мг]л 

Бен
зол 

Площадь 
С К В . 

Интервал 
перфорац.,.м Возраст 

Литологический 
состав пород водо
носных горизонтов 

Минера
лизация 

воды, г\л бен
зол 

толу
ол 

толу
ол 

Западно-Рыбуш. 
Восточно-Суслов. 
Любимовская 

Любимовская 
Любимовская 

Дмитриевская 
Дмитриевская 
Фурмановская 

Законтурные и внутриконтурные воды газонефтяных залежей 

карбонатные 
терригенные 
терригенные 

терригенные 
терригенные 

терригенные 
терригенные 
терригенные 

27 1792- 1797 окский 
42 1850- 1869 живетский 
17 2739- 2767 кыновско-па 

шийский 
15 2625--2634 — » — 

7 2636- 2642 кыновско-па 
шийский 

6 1786- 1801 тульский 
39 1857— -1853 тульский 
21 964--966 мелекесский 

211,7 0,04 нет — 

131,3 1.50 1.50 1.0 
202,3 0.18 0,04 4.5 

218,0 0,20 следы — 

195,8 0,12 0,04 3,0 

214,1 0,01 нет — 

199.6 нет нет — 

144.8 нет нет — 

Воды горизонтов с неустановленной нефтегазоносностью в пределах продуктивных структур 

Некрасовская 
Квасниковская 
Куриловская 
Марьевская 
Языковская 
Озерская 
Приволжская 
Приволжская 
Приволжская 
Дмитриевская 

37 879- 904 
6 2813--2822 
3 2190--2204 
9 1913--1920 
2 785- -787 
2 1238— -1223 
9 2874--2863 

17 2894--2898 
13 2981--2988 
39 1383— -1380 

верхний карбон 
мосоловский 
триасовый 
морсовский 
верейский 
черепетский 
живетский 
мосоловский 
мосоловский 
верейский 

карбонатные 
карбонатные 
терригенные 
терриген.-карбон. 
терригенные 
карбонатные 
терригенные 
карбонатные 
карбонатные 
терригенные 

139,0 нет нет 
225.6 0,07 нет — 

254.7 0,02 нет — 

231,3 0,02 след. — 

63,3 нет нет — 

0,24 0,11 2,1 
264.4 0,13 0,08 1.6 
231,0 0.05 нет — 

211.4 0,09 0,02 4,5 
150,5 0,2 нет 



Продолжение 

Площадь № 
скв. 

Интервал 
перфорац.,ж Возраст 

Литологический 
состав пород водо
носных горизонтов 

Минера
лизация 

воды, г/л 

Содержание, 
мг/л 

Бен
зол 

Площадь № 
скв. 

Интервал 
перфорац.,ж Возраст 

Литологический 
состав пород водо
носных горизонтов 

Минера
лизация 

воды, г/л бен
зол 

толу
ол 

толу
ол 

Дмитриевская* 
950-958 0.05 Южно-Генеральская 4 950-958 верейский терригенные 88,1 0.05 нет — 

Клинцовская 2 2375—2361 бийский терригенные — 0,01 нет — 

Полянская 1 1412—1395 малевский карбонатные 191,6 0,03 нет — 

Богородская 1 1324-1327 малевский карбонатные — 0,02 нет — 

Любимовская 1 1550—1565 мелекесский терригенные 154,7 след. нет — 

Грязнушинская 4 2060—2080 живетский терригенные 236,0 0.06 0,02 3,0 
Грязнушинская 4 1795-1781 малевский карбонатные 199.5 0,25 0,20 1,2 

Воды структур, не содержащих залежей нефти и газа 

Голицынская 1 810-816 верейский терригенные 64.9 нет нет — 

Чаплыгинская 1 635-656 воробьевский терригенные — нет нет — 

Чаплыгинская 1 5 4 0 - 517 ястребовский карбонатные — нет нет — 

Колокольцовская 1 1054-1058 верейский терригенные 70,9 нет нет — 

Ильменская 1 814- 792 бийский карбонатные 106,1 нет нет — 

Ильменская 1 730-731 воробьевский терригенные — нет нет — 

Ильменская 1 682-662 старооскольский терригенные — нет нет — 

Ильменская 1 595—620 франский карбонатные 91,6 нет нет — 

Ильменская 1 531-548 франский ' арбонагные 84,8 нет нет — 



держании толуола, об основных закономерностях его распре
деления Б подземных водах и возможностях использования в 
качестве гидрохимического показателя нефтегазоносности для 
названных районов в целом оказались весьма близкими между 
собой. 

Изучение толуола проводилось в подземных водах и рас
солах хлоркальциевого типа самой различной минерализации, 
достигающей 272 г/л (табл. 7) . В законтурных и внутриконтур-
ных водах нефтяных, газонефтяных и газовых залежей уста
новлено содержание толуола в количестве от следов до 
1,5 мг/л. В пределах чувствительности метода толуол не обна
ружен в водах непродуктивных структур и в водах горизонтов, 
залегающих на небольших глубинах от дневной поверхности, в 
зоне активного водообмена. На продуктивных структурах, в 
водах горизонтов, не содержащих залежей нефти и газа, то
луол, как правило, также не обнаружен. 

Распределение концентраций толуола не находится в види
мой связи ни с величиной минерализации подземных вод, ни с 
литологическим составом водовмещающих пород. Основным 
источником, определяющим появление толуола в подземных 
водах, являются залежи нефти и газа. Поэтому толуол, как и 
бензол, может рассматриваться в качестве прямого гидрохими
ческого показателя нефтегазоносности. Подтверждением этого 
положения является не только установленная закономерность 
наличия толуола в водах продуктивных горизонтов, но и от
сутствие его в водах, не испытывающих влияния залежей 
нефти и газа. 

Не менее важна и определенная зависимость изменений 
концентраций толуола (как и бензола) от удельного веса и со
става нефтей, с которыми контактируют подземные воды 
(рис. 10). На графике, иллюстрирующем указанную закономер
ность, нанесены результаты определения бензола и толуола 
только в водах, контактирующих с нефтяными залежами (при-
контурные и внутриконтурные воды). 

Непосредственный контакт нефти и пластовых вод отра
жает реальную картину влияния физико-химических свойств 
нефти на растворимость таких трудно растворимых в воде 
жидкостей, как углеводороды. 

Четко прослеживается закономерное увеличение концентра
ций бензола и толуола параллельно с уменьшением удельного 
веса нефтей, температуры начала кипения и соответственно с 
возрастанием легких фракций нефтей (до 100 и 150°С). 

Подземные воды, контактирующие с утяжеленными и тяже-
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Рис. 10. Зависимость содержания бензола и толуола в воде от удель
ного веса и состава нефтей. 

Кривые распределения концентраций: а — бензола в зависимости от удельного веса 
нефтей; б — толуола в зависимости от удельного веса нефтей; в — бензола в зависи
мости от начальных температур кипения нефтей; г — толуола в зависимости от на
чальных температур кипения нефтей; д — бензола в зависимости от содержания в 
нефти фракций с температурами кипения до 100° С; е — толуола в воде в зависимости 

от содержания в нефти фракций с температурами кипения до 150° С. 

лыми нефтями (удельного веса 0,890 и выше), с высокими 
начальными точками кипения и, следовательно, характеризую
щимися отсутствием фракций до 100°, а также отсутствием или 
незначительным содержанием фракций до 150°, не содержат 
бензола и толуола. 

Таким образом, представленная зависимость изменения 
содержаний бензола и толуола от удельного веса и состава 
нефтей, раскрывающая генетический смысл связи углеводоро
дов залежей с углеводородами водорастворенного органиче
ского вещества, довольно сложна. Она не проявляется при об
щем сопоставлении типов нефтей и содержаний в водах аро
матических углеводородов, тем более в условиях существенно 
различных термодинамических параметров залежей, как это 
показано В. Н. Корценштейном (1968) для Южного Мангыш
лака и Южного Предкавказья. 

В составе нефтей различных нефтегазоносных бассейнов 
мира всегда наблюдается избыток толуола над бензолом. Не 
составляют исключения и нефти Нижнего Поволжья (табл. 8), 
где величина отношения бензола к толуолу, вне связи с раз-
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Таблица & 

Содержание бензола и толуола в нефтйх месторождении Саратовской области 
(по данным Н. В. Кулакова и др. 1964—1967 гг.) 

Содержание бензола и толуола, весовые % 

Интервал 
перфорации, 

м 

Уд. на нефть на фракции до 150° 

Месторождение № 
С К В . 

Горизонт 
Интервал 

перфорации, 
м 

вес 
нефти бен

зол 
толу
ол 

отношение 
бензол бен

зол 
толу

ол 

отношение 
бензол бен

зол 
толу
ол 

толуол 

бен
зол 

толу
ол 

толуол 

Колотовское 37 верхнебашкир
ский 

1448-1490 0,821 0,06 0,26 0,23 0,32 1,30 0.24 

Колотовское 34 тульский 1792—1810 0,808 0.05 0,25 0.20 0,17 0,97 0,17 

Песчано-Умет-
ское 

83 бобриковский 1905-1965 0.В42 — 0,02 — — 0,14 — 

Соколовогорское 73 пашийский 1773-1784 0,829 0.05 0,23 0,21 0.25 1,05 0,23 

Соколовогорское 95 воробьевский 2001—2025 0,822 0,10 0,20 0,50 0.44 0,91 0,48 

Степновское 26 старооскольский 2299-2236 0,850 0,11 0,32 0,34 1,75 5,22 0,33 

Грязнушинское 3 воробьевский 2002—2008 0,795 0,05 0,17 0,29 0,20 0,61 0,30 



личной стратиграфической приуроченностью залежей, всегда 
меньше единицы. 

В отличие от нефтей в подземных водах, наоборот, содер
жание бензола, как правило, превышает содержание толуола и 
величина отношения бензола к толуолу больше единицы 
(табл. 7). Более того, при низком содержании бензола в водах 
(порядка 0Д)3—0,04 мг/л и ниже) толуол вообще отсутствует. 
Установленный факт повышенного содержания в водах бензола 
находится в полном соответствии с общей закономерностью 
уменьшения значений истинной растворимости веществ, при
уроченных к одному классу соединений, с увеличением их мо
лекулярного веса. При температуре 18—20° С растворимость 
бензола в 100 г воды составляет 0,08 г, тогда как для толуола 
(при температуре 16° С) она почти в два раза ниже — 0,05 г. 

Полученное соответствие между значениями истинной (мо
лекулярной) растворимости и фактическим распределением 
концентрации бензола и толуола убедительно указывает на не
значительную роль мицеллярной растворимости в определении 
масштабов миграции углеводородов в жестких природных рас
творах хлоркальциевого типа. 

Как известно, решающим аргументом в пользу гидрогео
логической гипотезы происхождения нефти в варианте, пред
ложенном Е. Г. Бейкером (1960) являлось положение о пре
обладающей роли мицеллярной растворимости в процессе 
миграции углеводородов в подземных водных растворах. Имен
но повышенной мицеллярной растворимостью бензола в сла
бых коллоидных электролитных растворах Е. Г. Бейкер и объ
яснял преобладание в нефтях толуола над бензолом. 

Проведенное изучение соотношений концентраций бензола 
и толуола не в искусственно приготовленных (как это делал 
Е. Г. Бейкер) , а в природных растворах позволило получить бо
лее реальные представления о действительной роли мицелляр
ной растворимости, по крайней мере, для условий миграции 
углеводородов в высокоминерализованных водах хлоркальцие
вого типа. Как отмечалось выше, эта роль весьма мала. 

Совместное определение бензола и толуола в подземных 
водах других генетических типов и главным образом в седимен-
тационных водах позволит всесторонне осветить влияние ми
целлярной растворимости в процессе миграции углеводородов 
в природных растворах. 

Значение толуола как гидрохимического показателя нефте-
газоносности в целом близко к бензолу. Однако вследствие 
более сложного строения молекулы толуола и худшей раство-
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римости он обладает меньшей миграционной способностью,, 
чем бензол, и значительно реже встречается в водах горизон
тов, непосредственно не содержащих залежей нефти или газа. 
Следовательно, наличие толуола с еще большей вероятностью 
(по сравнению с бензолом) указывает на продуктивность имен
но тех отложений, в водах которых толуол обнаружен. 

ИНФРАКРАСНЫЕ СПЕКТРЫ 
ПОГЛОЩЕНИЯ OB ПОДЗЕМНЫХ ВОД 
И ВОДОВМЕЩАЮЩИХ ПОРОД 

Характеристика OB подземных вод, получае
мая методом инфракрасной спектроскопии, по существу еще не 
получила широкого признания в качестве важного гидрохими
ческого показателя нефтегазоносное™. Между тем хорошо из
вестно, что методы прямого массового определения всех ком
понентов и соединений О-В подземных вод аналитической хи
мией пока не разработаны, и инфракрасная спектроскопия яв
ляется, пожалуй, единственным средством наиболее полного 
познания всей сложной системы водорастворенной части OB. 

Принципиальная возможность использования данных ин
фракрасной спектроскопии, базирующаяся на отличии ОБ под
земных вод регионов с неустановленной нефтегазоносностью 
(часть территории восточного склона Воронежского свода) и 

вод «пустых» и продуктивных структур и горизонтов, распола
гающихся в пределах нефтегазоносных бассейнов, уже неод
нократно подчеркивалась нами (А. С. Зингер, 1966; А. С. Зин
гер, И. И. Сидоров, Т. Э. Кравчик, 1969). 

К настоящему времени накоплен новый большой фактиче
ский материал (около 200 проб подземных вод), позволяющий 
проследить характер изменений в соотношениях компонентно
го состава OB подземных вод в зависимости от степени влия
ния, оказываемого на их формирование залежами нефти и га
за, а также OB водовмещающих пород. 

Прежде всего, необходимо отметить, что наиболее яркой 
особенностью всех спектрограмм OB подземных вод «пустого» 
региона (рис. 1:1) является резко выраженное доминирование 
интенсивных и широких полос поглощения в области высоких 
частот 18О0—1І700 е ж - 1 (левая часть кривой), отражающих 
суммарное содержание кислородных соединений. Чаще всего в 
этой области выделяются пики с вершинами 1740—1754 ммг1, 
р е ж е — 1626—1720 см~\ что, как отмечает Е. А. Глебовская 
(1956), указывает на преобладание в OB вод кислородных 
соединений, связанных либо с сингенетичным битумом, либо с 
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битумами современных осадков (1740 см-1), и на подчинен
ное значение кислородных соединений, генетически связан
ных с нефтью (1720 см~1). 

В области высоких частот почти не проявляются гетеро
циклические ароматические соединения, им отвечает лишь од
на, едва выделяющаяся пика, с частотой поглощения 1610— 
1612 см-К 

Левая часть спектрограмм характеризуется, кроме того, 
узкими, довольно ясно выраженными полосами поглощения 
функциональных групп сложных парафиновых и нафтеновых 
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Рис. 11. Инфракрасные спектры поглощения битум-
ной части OB подземных вод девонских отложений 

восточного склона Воронежского свода. 
Области проявления: 1—кислородных соединений; 2 — гетеро
циклических соединений; 3 — парафиновых и нафтеновых струк
тур; 4 — высокомолекулярных ароматических и парафиновых 

структур. 



структур (14Ѳ5 см-1, 13(80—1374 см-1), но высота этих полос 
намного меньше высоты пик кислородных соединений, и их 

I т. j 1465 см~х \ п . п „ 
отношение К і = / г - лежит в пределах от 0,4 до 0,8. 

V 1740 см~ I 
Центральный участок спектрограмм почти не дифференци

рован и вследствие этого не может быть расшифрован. Далее 
кривая записи плавно опускается в область низких частот, 
где полосами малой интенсивности (817, 765—750, 725— 
720 см-1) слабо проявляются функциональные группы раз
личных высокомолекулярных ароматических соединений и 
нормальных парафиновых структур с длинной цепочкой. 

Совершенно другой вид имеют спектрограммы OB пласто
вых вод, непосредственно связанных с залежами нефти и газа 
(рис. 12). В приконтурных водах, как пра:вило, отмечается 
явное преобладание парафиновых и нафтеновых углеводоро
дов над всеми остальными компонентами, входящими в состав 
OB, и особенно над кислородными, что хорошо отражается 
соотношениями высот соответствующих полос поглощения 
(К, =/ У г л е в 0 Д ° Р ° д н - ) г £ с л и н а площадях восточного склона Во-
\ 1 кислородн. / 

Рис. 12. Спектральная характеристика 
битумной части органического вещества 
пластовых вод приконтурной зоны газо
нефтяного месторождения. Условные 

обозначения — на рис. 11. 
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ронежского свода отношение углеводородных компонентов к 
кислородным ( / С і = / ^кислородн" ) к о л е ° л е т с я в пределах от 0,4 
до 0,8, то в приконтурных водах большинства месторождений 
оно резко возрастает до значений 2,4—6,7. 

Выявленные с помощью инфракрасных спектров поглоще
ния особенности состава OB подземных вод приконтурных зон 
продуктивных горизонтов, вероятнее всего, обусловлены влия
нием залежей, что и определяет их нефтепоисковое значение. 

Однако более обоснованное утверждение генетической свя
зи состава OB подземных вод с нефтью и газом и определение 
эффективности использования установленных закономернос
тей в качестве гидрохимических критериев может быть сдела
но только после изучения характеристики OB водовмещаю-
щих пород, а также тех изменений, которые фиксируются в. 
водах по 'мере удаления от нефтегазоотдающих источников. 

Другими словами, задача сводится к выяснению роли во-
довмещающих пород и залежей нефти и газа в формировании 
состава OB подземных вод. 

С этой целью в первую очередь необходимо было проанали
зировать характер распределения основных групп OB в еди
ной системе порода—вода в условиях «пустого» региона, где-
формирование состава OB подземных вод происходит вне 
ореолов рассеяния залежей нефти и газа и связано в основном 
только с битумами пород водовмещающих толщ. Такое ком
плексное изучение спектрограмм OB пород и приуроченных к 
ним вод в «пустом» регионе было проведено для девона вос
точного склона -Воронежского массива. 

Выбранные для исследования породы бедны органическим 
веществом и характеризуются близкими записями спект
ров битумной части. 

В общих чертах спектрограммы OB пород весьма просты. 
В левой их части кривая записи, без каких-либо обособлен
ных пик, охватывает широкую область проявления кислород
ных, в том числе и гетероцикличных ароматических структур, 
причем максимальной высоты кривая достигает в интервале 
поглощения 1740—il 720 см-1, постепенно снижаясь в области 
гетероциклических ароматических структур. 

В связи с этим трудно определить соотношения между дан
ными соединениями, возможно лишь отметить явное преобла
дание кислородных компонентов (1740—1720 см~1) над гете
роциклическими ароматическими структурами, проявляющи
мися в области 1610 см-1 (рис. 13). 
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Рис. 13. Инфракрасные спектры погло
щения битумной части органического веще
ства девонских пород восточного склона 
Воронежского свода. Условные обозначе

ния — на рис. 11. 



Соотношение основных групп соединений в битумной части 
по данным инфракрасных спектров поглощения 

Таблица 9 

OB пород 

Значения ос

Скв. 
№ 

новных ко-
Литология Площадь Скв. 

№ Возраст Глубина эффициен-
тов* 

к, к 2 Кз 

Глина Инжавин- ! девонскпй 594—595 0,90 0 
га ская s о Глина Чаплыгин- 1 девонский 387—388 1,00 — 0 
s с~ ская 
о> 
Си 

Песчаник Чаплыгин- 1 девонский 574,5 0,90 — 0 
» ская 

678 О 
U Песчаник Чаплыгин- 1 девонский 678 0,90 — 0 
о ская 
о Песчаник Чаплыгин- 1 девонский 576 0.90 — 0 
в ская 

3 et 
Карбонат Чаплыгин- 1 девонский 761.3 1.00 — — 

3 et ные поро ская 
о а. ды 
о 
С 

Карбонато 
С ные по

роды 
Чаплыгин-

ская 
1 девонский 741,6 0.90 0 

Глины ^тарицкая 3 верейский 856- -8о0 1,14 0.52 0,50 

Глины Языковская 6 тульский 1170- -1175 1.0С 0,71 0,59 

Алевроли
ты 

Зап. Рыбу-
шанская 

10 тульский 1810- -1814 0.89 0,41 0,90 

Карбонат
ные по

Гуселкин-
ская 

8 семилук-
ский 

1697- -1702 1,00 0,83 0,45 

роды 
Карбонат

ные по
Озерская 2 тульский 1215—1221 1,00 0,77 0,59 

роды 
Карбонат

ные по
Родионов-

ская 
24 окский 1521- -1525 0.86 0.83 0,77 

роды 
Карбонат

ные по
роды 

Языковская 4 тульский 1237- -1241 1.00 0,62 0.77 

1465 с * - і 1610 с л - г 725 c j K - i 
1740—1720 см-1 ~ > K 2 — 1 1740—1720 cM-i ' 3 750 c w - i 
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В средней части кривой 'Небольшими пиками проявляются; 
парафиновые и нафтеновые углеводороды (1465 и 1380 см~1)г 

в п р а в о й — с л а б о проявляются высокомолекулярные аромати
ческие структуры (750 смгх), очень редко здесь выделяются 
пики 725 о м - 1 , отвечающие нормальным парафиновым струк
турам с длинной цепочкой. Основные группы соединений OB — 
кислородные и углеводородные — проявляются во всех спект
рах с одинаковой интенсивностью и соотношение высот соот
ветствующих пик (Кі) близко к единице (табл. 9) . 

Подробное описание спектрограммы OB вод «пустого» 
региона было дано выше, здесь ж е следует лишь подчеркнуть, 
что в OB этих вод, по сравнению с водовмещающими толщами 
пород, значительно возрастает роль кислородных соединений,, 
в соответствии с чем коэффициент К і уменьшается до 0,6—0,4. 
Относительно лучше, чем в породах, проявляются гетероцик
лические ароматические структуры в виде отдельной, обособ-

Таблица 10 
Соотношение основных групп соединений в битумной части OB 
пластовых вод по данным инфракрасных спектров поглощения 

Площадь 
С К В . 

Возраст 

Значения основ
ных коэффициен

тов* 

К, 1 К 3 Кз 

е . * 
р <и 

Чаплыгинская ! девонский 0,66 0,12 1 
С Он Борисоглебская 1 девонский 0,71 0,40 0,40 
g o Инжавинская 1 девонский 0.40 0,33 0 
5 о ж 1 девонский 0.77 0.48 0,35 
Ю н о Ржаксинская 1 девонский 0,50 0.12 0,50 

В
од

ы
 

пр
ик

он
ту

р-
ны

х 
ск

ва
ж

ин
 

Зап. Рыбушанская 
Зап. Рыбушанская 

Пигаревская 
Грязнушинская 
Жирновская 
Пигаревская 
Бахметьевская 
Ершовская 

21 
23 

20 
4 
7 
1 

316 
22 

тульский 
серпуховско-

окский 
мячковский 
верейский 
тульский 
пермский 
каширский 
мосоловский 

1.50 
6.70 

4,76 
1.10 
2,38 
1,66 
1.10 
1,12 

0,30 
1,00 

0,40 
0,24 
0,41 
0.30 
0,28 
0,50 

1,25 
1,25 

1.55 
2,00-
1,10 
1,49 
1,30 
1,10 

1465 см-1 1610 см-і _ 725 с ж - і 
• i — 1740—1720 ' 2 — 1740—1720 с л - і ' 3 750 с м - і 
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ленной от полосы кислородных соединений, пики (1610 см~1); 
довольно ясно, хотя и с малой интенсивностью, выделяются 
полосы поглощения высокомолекулярных ароматических, а 
иногда даже и парафиновых структур (750 и 725 см~1) 
(табл. 10). 

Такова схема нормального распределения основных групп 
•OB в единой системе порода — вода в районах, лишенных за
лежей нефти и газа. 

Почти аналогичное распределение основных групп OB в 
породах и водах отмечается также на «пустых» площадях и в 
непродуктивных горизонтах (достаточно удаленных от про
дуктивной части разреза) в пределах нефтегазоносного (райо
на (табл. 11). 

Таблица И 

Соотношение основных групп соединений в битумной части OB 
пластовых вод непродуктивных толщ в продуктивном районе 

(по данным инфракрасных спектров поглощения) 

Площадь Возраст Глубина 

Значения основ
ных коэффициен

тов* 

Kj 1 Кг 1 К 8 

Шумейская каменноуголь 648—788 0,77 0,38 0,58 
ный 

'Березовская пермский 572 0,66 0,41 0,25 
каменноуголь

0,22 Марксовская ный 818—1131 0,62 0,22 1,0 
каменноуголь

•Орловская ный 1108—1402 0,82 0,77 

_ т 1465 см-і . w — I см^ . jr у725 см-^ 
1 — 4740—1720 ' 1740—1720 с м - і ' 750 c w - i 

Иное соотношение между OB пород и вод имеет место в 
продуктивных толщах пород, где во взаимодействие вступает 
новый многокомпонентный член системы — нефть (или газ ) . 

Прежде чем приступить к подробному анализу взаимоот
ношений вод, пород и нефтей, необходимо отметить, что почти 
все изученные породы, независимо от принадлежности их к 
«пустым» или продуктивным участкам разреза, обладают од
ной чрезвычайно важной общей особенностью. 

Во всех породах, и «пустых» и продуктивных, строго выдер-
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Рис. 14. Инфракрасные спектры поглоще
ния битумной части органического вещества 
пород продуктивных горизонтов (прикон-
турные скважины). Условные обозначе

ния — на рис. 11. 
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живается постоянное соотношение углеводородных (1465 см~1) 
и кислородных компонентов (1740—1720 см~1), и те и другие 
с одинаковой интенсивностью проявляются ,в спектрах пиками 
одинаковой высоты, в соответствии с чем коэффициент Кі 
близок к единице (рис. 13 и 14) (0,9—1,0). Как указывалось 
выше, данный коэффициент (Кі) уменьшается до 0,6—0,4 в 
водах непродуктивных районов, структур и горизонтов за счет 
повышения роли кислородных компонентов в составе раство
ренного органического вещества (рис. 15). 

Резкое изменение соотношения между основными группами 
кислородных и углеводородных соединений, в пользу послед
них, отмечается в приконтурных водах нефтегазоносных плас
тов, где коэффициент Кі увеличивается до 2—7 (табл. 10). Та
кое доминирование углеводородных структур над кислород
ными может обеспечиваться в данном случае лишь поступле
нием углеводородов из более богатого, нежели вмещающие 
породы, источника, т. е. из залежей нефти и газа. 

Таблица 12 
Соотношение основных групп соединений в битумной части OB 

пород продуктивных толщ из законтурных скважин 
(по данным инфракрасных спектров поглощения) 

Литология Площадь № 
СКВ. Возраст 

os" 
со S 
1 S 

Р
ас

ст
оя

ни
е 

от
 к

он
ту

ра
, 

M
 

Значения о с 
новных ко
эффициен

тов* 

Р
ас

ст
оя

ни
е 

от
 к

он
ту

ра
, 

M
 

к, к 2 Кз 

Глины и ар
гиллиты 

Дмитриевская 

Рыбушанская 

8 

16 

тульский 

тульский 

1734— 
1740 
1795— 
1798 
1820— 
1833 
1333— 
1336 
1660— 
1678 
1240— 
1243 
1881 — 
1821 
1875— 
1884 

600 

700 

1,00 

0,90 

0,43 

0,42 

1,00 

0,66-

Рыбушанская 17 тульский 

1734— 
1740 
1795— 
1798 
1820— 
1833 
1333— 
1336 
1660— 
1678 
1240— 
1243 
1881 — 
1821 
1875— 
1884 

2300 0,90 0,77 0,55 

Песчаники 

Карбоната, 
породы 

Рыбушанская 

Гусельская 

Озерская 

Рыбушанская 

Рыбушанская 

20 

2 

5 

20 

2 

верейский 

кыновско-
пашийский 

тульский 

тульский 

тульский 

1734— 
1740 
1795— 
1798 
1820— 
1833 
1333— 
1336 
1660— 
1678 
1240— 
1243 
1881 — 
1821 
1875— 
1884 

625 

1100 

750 

425 

0,83 

0,90 

0,90 

1,00 

1,00 

0,38 

0,50 

0,77 

0,60 

0,99 

0 

0,11 

0,83-

0,41 

0,37 

* К — 1 * 4 ^ 5 с и - 1
 т , , 1610 см~1 у. _ . 725 

^ 1 " 1 1740—1720 c j K - i ' К 2 1740—1720 с * - і ' Ks~~l 750 см-і 
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Рис. 15. Инфракрасные спектры поглощения битумной части органического вещества пород продуктивных го
ризонтов (законтурные скважины). Условные обозначе ния —на рис. 11. 
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Рис. 16. Сравнительная спектральная 
характеристика органического вещества 
пластовых вод, нефтей и бензольных 
смол. Условные обозначения — на рис.11. 



Генетическая связь углеводородных компонентов OB плас
товых вод нефтяных залежей с углеводородами нефтей под
тверждается и ярко выраженным подобием спектральных кри
вых в областях проявления функциональных групп данных 
структур. Особенно отчетливо это единство фиксируется при 
сравнении спектров OB вод и спектров бензольных смол неф
тей (рис. Г6), причем и в тех и в других наблюдается иден
тичное соотношение сложных парафиновых структур (1470—• 
146S е ж - 1 ) и кислородсодержащих компонентов (1740— 
1720 см-1). В пользу генетической зависимости между указан
ными группами углеводородов нефтей и OB вод говорит и 
закономерное снижение коэффициента К і по мере удаления от 
приконтурной зоны, в то время как для OB пород коэффициент 
остается неизменным (табл. 12 и 13). Более подробно законо
мерности изменения спектральной характеристики OB пласто
вых вод по мере удаления от залежей рассматриваются в 
соответствующих разделах данной работы. 

Таблица 13 
Соотношение основных групп соединений в битумной части OB 
пластовых вод законтурных скважин по данным инфракрасных 

спектров поглощения 

¥ го~ Значения 
№ 

С К В . 
Глубина, 

м 

X >, основных 
Площадь № 

С К В . 
Возраст Глубина, 

м 

Ра
сс

то
я 

от
 к

он
т 

м
 

коэффициен 
T O B * 

К, / К а 1 К 3 

Гуселкинская 
Южно-Советская 

Дмитриевская 
Зап. Рыбушан-

ская 
Степновская 
Каменская 
Южно-Генераль

ская 

20 
26 

118 
7 

семилукскии 
староосколь-

ский 
тульский 
окский 

морсовский 
мелекесский 

бобриковский 

К - I 1465 см-1 
^ і - 1 1740—1720 см-1 ' * 2 - і 

1811—1819 

1786—1801 

1978—1987 

1610 см-1 

80 
400 

650 
700 

1100 

І2.70І 
1,25 

1,25 
І3.70 

1,15 
1.25 

І0.9 

0.60 
0.37 

0.33 
0,83 

0,50 
0,30 

[0,50 

1,10 
0,77 

2,00 
1,25 

1.00 
1,00 

[0,66 

1740- 1720 см-1 > 1 4 3 — 1 

725 см-1 
750 см-і 

Таким образом, проведенные комплексные исследования 
нефтей и битумной части органического вещества пород и 
пластовых вод методом инфракрасных спектров поглощения 
с несомненностью доказали генетическую связь углеводород-
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ных компонентов OB нефтяных вод с углеводородами нефтей. 
Наиболее ярко выраженная общая особенность спектральных 
кривых нефтей и OB вод, контактирующих с нефтями — 
явное преобладание полос поглощения парафиновых и нафте
новых углеводородов над полосами поглощения кислородных 
соединений ( К і ) . Это характерное соотношение углеводород
ных и кислородных структур в спектрах OB пластовых вод ус
пешно может быть использовано в нефтепоисковых целях: во 
всех случаях значения данного отношения (коэффициент К і ) 
больше единицы указывают на близость залежи нефти или 
газа. 



Г Л А В А IV Н Е К О Т О Р Ы Е Т Е О Р Е Т И Ч Е С К И Е 

И М Е Т О Д И Ч Е С К И Е И С С Л Е Д О В А Н И Я , С В Я З А Н Н Ы Е 

С О П Р Е Д Е Л Е Н И Е М О Р Е О Л О В Р А С С Е Я Н И Я 

Движущие силы процесса миграции весьма 
разнообразны. Как указывал А. Е. Ферсман (1955), ими мо-
гуть быть всякие природные явления, всякий природный фак
тор, которые изменяют установившееся равновесие. 

Особую роль в процессе миграции играют внешние факто
ры, которые могут замедлять или ускорять течение процесса, 
проходящего под влиянием .внутренних причин. К ним, в пер
вую очередь, относятся термодинамические условия окружаю
щей среды и физические свойства мигрантов (в значительной 
мере влияющие на их растворимость), определяющие масшта
бы ореольного рассеяния залежей нефти и газа в окружаю
щих их подземных водах. 

Растворимость компонентов залежей в подземных водах в 
значительной степени регулирует не только перемещение миг
рантов, но и изменение их концентраций, причем, эти измене
ния могут быть настолько существенны, что без установления 
хотя бы их общей направленности определение ореолов рас
сеяния представляет большие затруднения и может привести 
к ошибочным результатам. 

Весьма сложна, а в ряде случаев может быть также и не
однозначна, интерпретация ореолов рассеяния без достаточ
но четких критериев, позволяющих фиксировать направление 
потоков мигрантов. 

Направление потока позволяет установить местонахожде
ние источника, обусловливающего концентрации мигрантов и 
их соотношения, характерные для зоны влияния залежи. 

Таким образом, при изучении ореолов рассеяния залежей 
по -составу водорастворенных газов и органического вещества 
возникает необходимость в рассмотрении следующих вопросов: 

1) зависимости концентраций и масштабов ореольного 
рассеяния компонентов от их растворимости в водных раство
рах; 

2) определение направления потоков мигрантов. 
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К ВОПРОСУ о в л и я н и и РАСТВОРИМОСТИ 
ОТДЕЛЬНЫХ ГАЗООБРАЗНЫХ 
КОМПОНЕНТОВ ЗАЛЕЖЕЙ 
НА СОСТАВ ВОДОРАСТВОРЕННОГО ГАЗА 
И МАСШТАБЫ ОРЕОЛЬНОГО РАССЕЯНИЯ 

Растворение газов в пластовых водах проте
кает в условиях одновременного воздействия температур, 
высокого пластового давления и различной минерализации 
подземных вод. 

Согласно данным А. Ю. Намиота и M. М. Бондаревой 
(1963), при одновременном воздействии давления и темпера
туры наибольшее влияние на растворимость оказывает дав
ление. Особенно эта зависимость проявляется для метана при 
давлениях свыше 100—150 атм, а для пропана — 50—200 атм, 
•когда при повышении температуры от 60 до 120° раствори
мость последнего возрастает более чем в 2 раза. Данными 
исследованиями было также показано, что вследствие различ
ной растворимости газа в различных флюидальных системах 
(вода, нефть, газ) состав газа, при его миграции в пластовые 
воды, значительно меняется. Так, в водорастворенном газе, на
ходящемся в зоне контакта с газовой залежью, концентрации 
метана и углекислого газа должны быть выше, чем в залежи, 
а тяжелых углеводородов и азота — ниже. 

Изменение состава газа, растворенного в нефти, при миг
рации в воды происходит в соответствии с величиной констан
ты распределения отдельных 'компонентов между нефтью и 
водой. Растворимость метана в воде, по сравнению с азотом, 
в два раза меньше, чем в нефти. Еще меньше растворимость 
в воде у гомологов метана (в десятки раз меньше, чем у азо
т а ) . Вследствие этого при миграции газа, растворенного в 
нефти, в окружающие воды, в составе іводорастворенного газа 
должна уменьшаться концентрация метана и его гомологов и 
увеличиваться процентное содержание азота. 

Все эти изменения состава газа, происходящие под влия
нием различной растворимости отдельных компонентов в кон
кретных пластовых условиях, необходимо учитывать при со
поставлении природных и водорастворенных газов для уста
новления их генетического единства. 

Изменение состава водорастворенного газа и различная 
растворимость его ингредиентов в водах оказывают влияние и 
на масштабы ореольного рассеяния. Компоненты, концентр'а-
ция которых в водах зоны контакта с залежью выше, и обла
дающие относительно повышенной растворимостью, будут 
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мигрировать на большие расстояния, по сравнению с теми, у 
которых растворимость и исходная концентрация меньше. В 
этой связи следует ожидать, что ореолы рассеяния метана 
из газовых залежей будут больше, чем из нефтяных, а тяже
лых углеводородов, наоборот, из нефтяных больше, чем из га
зовых. 

о в л и я н и и РАСТВОРИМОСТИ 
ЖИДКИХ ОРГАНИЧЕСКИХ СОЕДИНЕНИИ 
ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА 
НА ОРЕОЛЫ ИХ РАССЕЯНИЯ 
В ПЛАСТОВЫХ ВОДАХ 

Из компонентов залежей нефти и газа, суще
ствующих при обычных нормальных условиях в виде жидкос
тей, нами исследовались бензол, фенол, амины и толуол. Фи
зико-химическое состояние этих веществ в условиях пласта s 
настоящее время почти ,не изучено. 

Между тем термодинамические условия, имеющие место в 
пласте, способны вызвать изменение их фазового состояния, 
которое, в свою очередь, может отразиться на растворимости 
и масштабах рассеяния. Как отмечал А. А. Сауков (1963), 
если одни элементы мигрируют при данных внешних условиях 
в газообразной форме, а другие — в жидкой, размеры ореола 
рассеяния первых будут более значительны, чем вторых. 

Д л я трех из исследуемых соединений — бензола, аминов, 
фенолов, рассматриваемых в качестве одних из наиболее важ
ных гидрохимических показателей, — проведено определение 
фазового состояния в сопоставлении с чистыми органически
ми веществами. 

Фазовое состояние чистых веществ при различных термо
динамических условиях можно охарактеризовать по значению 
константы равновесия: 

J г 

где іж —фугитивность жидкой фазы; 
f r —фугитивность газовой фазы. 

Если при каких-то условиях для данного вещества К > 1 
(т. е. і ж > і т ) , то вещество будет иметь тенденцию перехода в 
газовую фазу и преимущественное его состояние ібудет газо
вое. И, наоборот, при К < 1 (fïK<fr) преимущественным сос
тоянием вещества будет жидкая фаза . 

73 



Фугитивность жидкой фазы (г ш ) при давлении и темпера
туре пласта можно определить из интегрального выражения: 

f 1 ^ 

ПЛР0 

где fo — фугитивность чистого компонента при давлении его 
насыщенного пара^ 

Т п л — температура в ° К; 
Ѵ ж — мольный объем чистой жидкости; 
Р 0 — упругость паров компонента при температуре 

пласта; 
Рпл — давление смеси (внешнее давление). 

Мольные объемы жидкостей при равных давлениях изме
няются мало. Так, например, согласно расчету, проведенному 
Т. Э. Кравчик, при t = 20°'C и давлениях 10 и 200 атм, моль
ные объемы соответственно равны 0,1462 и 0,1425 см3. Вслед
ствие этого принимаем, что Ѵ ж не зависит от давления, тогда 

Фугитивность газовой фазы ( î r ) при Р п л определяем из 
уравнения: 

lflfr— ІПРпл-\ . п о п т ( ̂  2 Г ПЛ» 

где Т к р и Р к р — критические температуры (в ° К) и давление. 
В таблице приводятся значения констант равновесия чис

тых веществ этих трех компонентов (табл. 14). 
Из полученных данных видно, что для бензола константа 

равновесия меньше единицы ( К < 1 ) до температуры 50° С и 
Р = 120 атм. Это значит, что в этих условиях преимущественное 
состояние бензола — жидкое. 

При увеличении давления до 130 атм и температуры до 
53° С значение К > 1 и, следовательно, бензол будет стремить
ся перейти из жидкого состояния в газообразное. 

Фенол в виде жидкости сохраняется при более высоких 
температурах (до 65°С) и давлениях (до 160 атм). 

Соотношение между жидкой и газовой фазами аминов из
меняется лишь при температуре, равной 80° С и Р = 200 атм. 
Это, конечно, не значит, что при условии, когда К < 1 компо
ненты существуют только в жидком состоянии. Они сущест
вуют в обеих фазах, но преимущественно — в жидкой. 
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Таблица 14 

Константы равновесия органических веществ при различных 
термодинамических условиях 

Температура, 
°С 

Давление, 
атм 

Значение констант равновесия 
Температура, 

°С 
Давление, 

атм бензола фенола этиламчна 

20 40 0,029 0,0001 0,09 
30 70 0,110 0.С012 0,152 
40 90 0,240 0.0080 0.294 
45 110 0,560 0.0380 0,32 
50 120 0,980 0,0800 0.387 
53 130 1,600 0,2500 0.463 
55 140 1,630 0,3000 0,53 
60 150 2,100 0,5000 0,74 
65 160 2,710 0.9300 0,79 
70 170 3,360 1,4600 0,81 
75 180 4,470 2.1000 0,93 
80 200 6,810 3,7600 1,18 
98 210 3,800 3,6000 1,33 

114 236 8.000 5,8000 1.63 

Следовательно, если бы эти 'компоненты в пласте встреча
лись в свободном виде и в условиях, отвечающих вышеуказан
ным, то они находились бы преимущественно в жидком сос
тоянии, причем наиболее устойчива жидкая фаза у аминов, 
затем у фенолов и наконец у бензола. 

Термодинамические условия продуктивных горизонтов 
весьма близки вышеописанным. Следовательно, в пластовых 
условиях указанные органические вещества также находятся 
преимущественно в жидком состоянии, а отсюда миграцион
ная способность их будет меньше, чем у газообразных, и орео
лы рассеяния отдельных соединений будут определяться их 
растворимостью. 

Сведения о растворимости жидких органических веществ 
в водах крайне ограничены. Лучше всего изучена раствори
мость бензола и толуола в интервале температур 0—107° С. 
Растворимость этих и ряда других веществ при более высоких 
температурах (от 114 до 258°) изучалась А. П. Гусевой и 
Е. И. Парновым (1963). 

В соответствии с имеющимися данными (справочник хими
ка, 1964; А. П. Гусева, Е. И. Парнов, 1963) растворимость 
органических веществ интенсивно увеличивается с температу
рой (табл .15) . 

75 



Таблица 15 

Растворимость некоторых органических веществ 
в зависимости от температуры 

т ° с 
Растворимость, г на 100 г Н 2 0 

т ° с 
бензол толуол фенол этиламин 

16 0,047 
20 0,080 0,050 7.9 оо 
40 0,206 0,075 — — 

60 0,250 0,150 — — 

66 — оо — 

80 0,325 0,275 — — 

114 0.823 — — 

147 1,640 — — 

153 1,283 • — — — 

Наибольшая растворимость у представителя аминов — этил-
амина, также хорошо растворяет фенол и в сотни раз мень
шей растворимостью обладают бензол и толуол. Таким обра
зом, самой высокой миграционной способностью должны обла
дать амины, затем фенолы, бензол и толуол. 

ОПРЕДЕЛЕНИЕ НАПРАВЛЕНИЙ 
ПОТОКОВ МИГРАНТОВ 
ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА 

Миграционные потоки могут быть обусловлены 
различными видами миграции, которые кроме диффузии мо
гут иметь место при особо благоприятных условиях (соответст
вующем перепаде давления, геологическом строении, наличии 
трещин и дизъюнктивных нарушений). Нами производится 
определение направлений потоков, обусловленных одним из 
видов миграции, а именно, процессом диффузии, протекаю
щим повсеместно и сопровождающим все остальные виды миг
рации. 

Диффузия газа из залежи является самопроизвольным 
необратимым процессом. Обычно основной движущей силой, 
вызывающей диффузионный процесс, является градиент кон
центраций. В пластовых условиях этот процесс протекает в 
более сложной обстановке, где помимо grad С действует и ряд 
других факторов. К ним, в частности, относится неравномер
ность температурного поля, как по разрезу структур, так и по 
пласту, различная газонасыщенность вод, встречающихся по 
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пути миграции, взаимное влияние других компонентов, изме
нение химического потенциала компонента при миграции и 
другие. Действие этих факторов может быть одновременным и 
в то же время разнонаправленным. 

Так, при диффузии вниз по разрезу, при прочих равных ус
ловиях, процесс протекает в обстановке повышения темпера
тур, которая может вызвать затухание процесса. При мигра
ции вверх по разрезу закономерное уменьшение температуры 
способствует диффузионному процессу, но различная газона
сыщенность вод и концентрации отдельных компонентов газо
вой составляющей также может препятствовать течению диф
фузионного процесса. 

В настоящее время для исследования процессов диффузии 
широко применяются положения неравновесной термодинами
ки, разработанной на основе теории Онзагера ( С Р. Де Гроот, 
1956; К. Денбиг, 1954), позволяющей наиболее полно учесть 
все факторы, влияющие на течение процесса. 

Возможность применения термодинамических методов ис
следования при изучении геологических процессов, возникаю
щих вследствие изменения и превращения энергии как окру
жающей среды, так и самих элементов, участвующих в 
процессе, рассматривались в работах П. Ф. Андреева, А. И. Бо
гомолова, А. Ф. Добрянского, А. А. Карцева (1958), Н. В. Ку
лакова (1963), Ю. И. Стклянина (1965). 

Преимущество термодинамического метода анализа сос
тоит в том, что его применение не требует знаний промежу
точных стадий процесса и позволяет судить о характере про
исшедших изменений по конечным результатам, что особенно 
ценно при познании геологических явлений, течение которых 
исчисляется десятками и сотнями миллионов лет. 

Как показал С. Р. Де Гроот (1956), возникновение необ
ратимого процесса, каким и является диффузионный процесс, 
обязано термодинамическим силам Х ь и поток мигрантов бу
дет пропорционален им: 

п 
/ — V / у 

где L l K — феноменологический коэффициент. 
Потоки представляют собой производные по времени пара

метров состояния ( I i = L i , ' і = 1 , 2 . . . . п ) , а силами являются 
функции параметров состояния. 
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Потоки I i и силы Х І с одинаковыми значениями і называ
ются сопряженными параметрами. 

Согласно теории Онзагера, при соответствующем выборе 
сил и потоков матрица Ц к должна быть симметричной: 

Z-ik ^-kil £,& = 132, fl. 

Это условие получило название соотношений взаимности. 
Суммирование по всем индексам учитывает и эффекты нало
жения, которыми сопровождается процесс диффузии. Потоки 
и силы являются векторами. Отсюда .величина и знак термо
динамической силы и потока указывают на направление про
цесса. 

Значение сил определяется из уравнения Гиб'бса, которое 
в связи с тем, что в рассматриваемых случаях объем системы 
остается постоянным, имеет вид: 

TdS=dU-[xdM. 
При этом химический потенциал ц, отнесен к единице 

массы. 
Дифференцирование уравнения Гиббса по dU при М = . 

const и по dM при U=eonst дает выражение сил. 

XK=Fk-Tgrad(^), 

у gradT 
^ и Т ' 

где Х К — с и л а , сопряженная с потоком массы; 
Xu — сила, вызывающая поток компонента в результате 

теплоты, перенесенной единицей массы в неодно
родном температурном поле; 

F K — внешние силы (силы тяжести) ; 
|я к — химический потенциал компонента «к»; 
Т — температура в ° К. 

grad [Хк определяется из уравнения химического потенциала 
для компонента раствора. 

Р-к = Ѵ-Л т)+# 7 l n P + R Т І п а > 
где Р — общее давление; 

R — газовая постоянная; 
а — активность компонента «к» ( a = N K y ) . 

Согласно С. Р. Де Грооту общий вид уравнения потока 
компонента «к» в трехкомпонентной системе будет: 
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где Q* — тепло, перенесенное единицей массы компонента 
«к» при постоянной температуре. 

Подставив в уравнение потока значения сил, определен
ные из уравнения Гиббса и химического потенциала для ком
понента раствора, имеем: 

4 = £ I k [ - ( 1 4 - Vh)gradP-^=^àgradCk-

где С к , Сп-к — концентрация компонентов в мольных долях; 
Ѵ к , V n — парциальный (удельный) объем компонентов; 
h K , h n — удельные энтальпии компонентов. 

Значения коэффициентов L i K находим из уравнения: 

, рРк 

дСк 

где D — коэффициент диффузии компонента газа; 

M 
Р™1Г> 

M — общая масса компонентов; 
V — полный объем. 

Определение направлений миграционных потоков водорас-
творенного органического вещества производилось для двух 
компонентов — фенола и бензола. 

При этом принималось, что миграция каждого из них про
текает в пластовой воде независимо от присутствия других 
компонентов, то есть, рассматривались системы: пластовая 
вода—бензол и пластовая вода—фенол. Исходные теоретиче
ские обоснования при выводе расчетного уравнения остаются 
те же, что и для газовых компонентов —миграция происходит 
под действием сил, являющихся функциями параметров сос
тояния. 

Значение результирующей силы, действующей на компо
нент «к», при диффузии в двухкомпонентной системе будет: 
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Хк = —( Vk— V2)drad P— 

- ( Q k * - Ä k + A 2 > , grad T 

gradCk— 

где V K , V 2 —удельные (парциальные) объемы компонентов; 
P — общее давление системы; 

С к — концентрация компонента «к» в мольных долях; 
Q* — тепло переноса компонента «к»; 

h K , П2 — удельные энтальпии компонентов, 
grad цк определяем из выражения химического потенциала 
для компонента раствора. При этом исходим из того, что хи
мические потенциалы компонента в равновесных фазах оди
наковы: 

Если принять, что в пластовых условиях растворенный 
•бензол и фенол находятся в равновесии с их парами, тогда и 
химический потенциал конденсированной фазы можно выра
зить следующим образом: 

Полученные уравнения потоков позволяют при расчете бо
лее полно учесть факторы, влияющие на течение диффузион
ного процесса — одновременное воздействие температуры, дав
ления, взаимное влияние других компонентов, изменение хи
мического потенциала. 

Применяемые параметры состояния также не имеют явной 
зависимости от времени, а только от координат пространства. 
Кроме того, при данном методе расчета коэффициент диффу
зии входит лишь в значения феноменологических коэффициен
тов lit, которые во всех случаях являются положительными 
величинами. Следовательно, применение неточного коэффи
циента диффузии может отразиться лишь на абсолютной ве
личине потока ( І к ) диффундирующего компонента, но не на 
направлении. Это обстоятельство является весьма важным 
положительным фактором при определении направлений диф
фузионного рассеяния компонентов газа в пластовых условиях. 

Диффузионное рассеяние того или иного компонента из 
залежи в окружающие воды будет происходить в случае поло-
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жительного значения потока (1і>0). При отрицательном зна
чении потока ( І І < 0 ) направление диффузии изменяется. 

Таким образом, при определении ореолов рассеяния газо
образных компонентов залежей необходимо прежде всего про
вести: 

а) сопоставление водорастворенного таза, отобранного на 
различных расстояниях от залежи, как по пласту, так и по 
вертикали, со свободным или растворенным в нефти газом, с 
учетом тех изменений, которые может претерпевать газ зале
жи, мигрируя в окружающие воды. 

В первом приближении принимается, что рассеяние газо
образных компонентов из источника распространяется на те 
расстояния, в пределах которых состав водорастворенного 
газа, по сравнению с газом залежи, изменяется в сторону уве
личения содержания метана и азота и уменьшения тяжелых 
углеводородов; 

б) определить значения предложенных А. С Зингером 
коэффициентов оценки продуктивности локальных структур, 
указывающих также на наличие залежей определенного типа. 
В пределах ореолов рассеяния они должны иметь значения, 
указанные в таблице 16; 

Таблица 16 
Коэффициенты оценки продуктивности локальных структур 

Продуктивность гори
зонта 

у 
т . ^углев 

2т. y. 
К 3 - С Н 4 

С 3 Н 8 + в ы с ш . 

Газовые и газонефтяные 
Нефтяные 

>14 
>14 <35 

< 180 
< 180 

е) определить направления миграционных потоков мето
дом термодинамического анализа. Положительное значение 
потока ( І п > 0 ) указывает, что диффузионное рассеяние ком
понента происходит из данного источника. 

Таким образом, если водорастворенный газ по составу и 
коэффициентам соответствует газу залежи и миграционный 
поток направлен от залежи в сторону исследуемого участка 
пласта, тогда принимается, что последний находится под влия
нием залежи. 

Если водорастворенный газ, отобранный из пласта, по сос
таву и коэффициентам указывает на наличие залежи, но по
ток направлен не от залежи, а наоборот к ней, тогда более 
вероятно предположить, что исследуемый участок находится 
под влиянием другого источника миграции, находящегося или 
6. Заказ 1886 81 



Б этом же пласте, или в другом. При наличии дополнительных 
данных о составе водорастворенного газа по разрезу и по 
пласту на других участках можно уточнить, в каком направле
нии следует искать этот новый источник. 

Методика определения ореола рассеяния залежей по со
ставу водорастворенного органического вещества основыва
ется: 

1) на обнаружении того или иного органического соедине
ния (входящего в состав залежей) в концентрациях, превыша
ющих фоновые значения; 

2) на обнаружении в пластовых водах компонентов, отсут
ствующих в составе фоновых характеристик вод (пентаны, 
бензол), но имеющихся в составе залежей; 

3) на определении направлений миграционных потоков 
компонентов водорастворенного органического вещества. 



Г Л А В А V М А С Ш Т А Б Ы Р А С С Е Я Н И Я ( О Р Е О Л Ь Н О Г О В Л И Я Н И Я ) 

З А Л Е Ж Е Й Н Е Ф Т И И Г А З А 

Анализ фактического распределения концен
траций газовой составляющей и органического вещества (OB) 
подземных вод в пределах локальных структур, а также тер
модинамические расчеты направлений потоков некоторых ком
понентов нефти и газа позволили установить масштабы рассея
ния залежей и факторы, их определяющие. 

Эти данные необходимы для практического использования 
гидрогеохимических критериев прогноза на стадии детальных 
поисково-разведочных работ в пределах регионов с установ
ленной нефтегазоносностью. 

ПЛАСТОВЫЕ ОРЕОЛЫ ВЛИЯНИЯ 
ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА 

Масштабы пластового ореольного влияния за
лежей весьма различны. Однако в большинстве случаев на рас
стояниях до 1500 м от контура нефтеносности (газоносности) 
газовая составляющая и OB подземных вод, как правило, чет
ко фиксируют это влияние. При .более значительном удалении 
от источников миграции ( 1500—2500 м) частота проявлений 
пластового ореольного рассеяния значительно снижается. На 
расстояниях 2500—3000 м от контура нефтеносности (газонос
ности) подземные воды лишь эпизодически отражают наличие 
залежей. Воды непродуктивных структур, расположенных на 
расстояниях 5000 м и более от нефтегазоотдающих источников, 
не несут следов их воздействия. Таким образом, для условий 
Нижнего Поволжья размеры ореольного влияния залежей в 
среднем составляют около 2000 м. 

Иллюстрацией полученных выводов могут служить резуль
таты исследований подземных вод и данные термодинамиче-
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ских расчетов потоков некоторых мигрантов нефти и газа по 
30 месторождениям Нижнего Поволжья. 

Мы ограничимся рассмотрением лишь отдельных залежей 
с целью выявления факторов, определяющих размеры и фор
му их ореольного рассеяния. 

З а л е ж и 
с н а и б о л е е т и п и ч н ы м и (до 2 0 0 0 м) м а с ш т а б а м и 

п л а с т о в о г о о р е о л ь н о г о р а с с е я н и я 

1. Залежь бобриковского горизонта 
Южно-Генеральского месторождения 

Южно-Генеральское месторождение расположено в преде
лах Приволжско-Генеральской зоны поднятий (рис. 17). Оно 
представляет собой брахиантиклинальную складку коробчато
го типа, субширотного простирания, с более погруженным се
верным крылом. Размеры структуры в •пределах ее разбурен
ной части составляют 5,2X3,2 км. 

Для поднятия характерен размыв в наиболее приподнятых 
частях терригенного, а также карбонатного девона, заволж
ских и малевских отложений. Максимальный размыв терриген
ного девона отмечен в районе скв. 6, а карбонатного девона, 
заволжских и малевских отложений — с к в . 5. 

В пределах структуры, в песчаных коллекторах бобриков
ского горизонта, выявлена газовая залежь с нефтяной отороч
кой. В других комплексах девона и карбона залежи нефти и 
газа не установлены. 

Ореол пластового рассеяния данной залежи рассматрива
ется по результатам исследования водорастворенного газа и 
OB подземных вод, полученных при опробовании бобриков-
ских отложений в скв. 4, находящейся на расстоянии 1000 м от 
внешнего контура нефтеносности (табл. 17, рис. 17). 

В составе водорастворенного газа содержится 93,0% мета
на и 6,3% азота, отмечены следы этана. 

При сопоставлении водорастворенного газа с природным 
легко заметить определенные различия. Если в природном га
зе более 5% составляют тяжелые углеводороды, то в водораст-
воренном они почти полностью отсутствуют. Вместе с тем, по 
сравнению с природным, в составе последнего увеличена кон
центрация метана и в 2,4 раза выше процентное содержание 
азота. Эти различия находятся в полном соответствии с усло-
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Рис. 17. Пластовый ореол рассеяния газонефтяной 
залежи бобриковского горизонта Южно-Генеральского 

месторождения. 
/ — изогипсы кровли бобриковского горизонта; 2 — контур газо
носности; 3 — контур нефтеносности; 4 — состав водорастворен
ного газа в объемных %; направление миграционных потоков: 

5 - С Н 4 ; 6-ST.y.; 7 - N 2 

виями растворимости газов нефти и не исключают возможно
сти влияния залежи на формирование газовой составляющей 
подземных вод. 

Наличие пластового ореола рассеяния фиксируют и предло
женные нами ранее коэффициенты оценки продуктивности ло
кальных структур (табл. 16), основанные на достаточно резком 
отличии фоновых характеристик состава водорастворенного га
за от тех, которые отмечены в пределах структур, содержа
щих залежи нефти и газа. 

Расчеты, определяющие направление диффузионных пото
ков газообразных компонентов (табл. 18), также показывают, 
что как легкие, так и тяжелые углеводороды мигрируют по 
пласту от контура залежи бобриковского горизонта по направ
лению к обводненной скв. 4 (рис. 17). 

Отражение пластового ореольного влияния залежи полу
чено и при анализе состава органического вещества подземных 
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Таблица 17 
Характеристика подземных вод и природных газов бобриковского горизонта Южно-Генеральской площади 

№ 
С К В . 

Интервал 
перфорации 

м 

Л S 
H H 

1 

s- U s и 

ы
й 

d. о "3 
2 a 

ca о 
Q. . ^ ja 5 и СХ о 

_ ^ 

m 2 4 

ca о 
Q. . 

ГО 

Г
аз

о f— 
ce â 
•ѳ>3 У

пр
; 

га
за

, 

Т
ем

і 
ра

 п
 

М
ин

 
пл

ас
 

во
д,

 

Состав газа, % объемные 

X £ X Cl 

о и и и и и 

к. 
с н 4 

С 3Н 8-(-высшие 

1. Природный газ 

3 I 1361—1371 I — I 153 I 41 I 154,0|87,80|3,60|0,38|1,80| — | — | 1,50|2,70| — 

2. Водорастворенный газ на границе с залежью (по расчету) 

- I — I 1454 I 153 I 41 I 154,0|73.04|1.24|0,07|0.07| — | — |24,00|1,58| -

3. Водорастворенный газ 
1370-1376 I 572 I 55 I 41 I 155,3|93,0 | С л е Д ь , | с л е д ы | - I - | 

4. Органическое вещество 

0,70|6,30| 14,70| — 

№ скв. Интервал 
перфорации, м 

Битум, 
баллы 

Фенолы, 
мг\л Бензол, мг\л Амины, мг\л Фосфор орг.' 

мг/л 

1370-1376 I 5 I 0,702 | 0,047 

5. Ионно-солевой состав (мг/л) 

0.23 0,095 

№ 
С К В . 

Интервал 
перф., м 

Уд. 
вес pH СО, 

о о 
X 

Cl s o . Br Ca Mg NH 4 

Na + K 
по расч. 

Fe 
общ. 

Сумма 
солей, 

г\л 

4 11370—1376|1,П0|5,4 нет |24,496539,3 |340,72|428,57І4,63 10944,84|3622,47|208.33|43230,34|49,77|4,20| 155,292 



вод. Содержание всех исследуемых ингредиентов OB, применя
емых в качестве показателей нефтегазоносное™, в водах боб-
риковокого горизонта значительно превышает концентрации, 
характерные для фоновых вод. Постоянно присутствующий в 
водах продуктивных пластов и часто не отмечаемый в составе 
органического вещества фоновых вод бензол обнаружен здесь 
в заметных количествах (0,05 мг/л). Из всех показателей по 
OB лишь водорастворенный битум не отражает влияния зале
жи. Его содержание (5 баллов) отвечает верхнему пределу 
колебаний концентраций в водах непродуктивных структур и 
районов. 

Таким образом, сопоставление составов природного и водо-
растворенного газов (с учетом различных коэффициентов ра
створимости газа в нефти и пластовой воде), отличие фоновых 
характеристик газа и OB подземных вод от тех, которые зафик
сированы в водах скв. 4 и, наконец, анализ возможных направ
лений миграционных потоков некоторых газообразных компо
нентов, показали, что пластовое ореольное влияние газонефтя
ной залежи бобриковского горизонта прослеживается на рас
стоянии свыше 1000 м. 

2. Залежь бобриковского горизонта 
Степновского месторождения 

Степновское месторождение по каменноугольным отложе
ниям представляет собой брахиантиклинальное поднятие, с 
крутым северо-восточным и пологим юго-западным крыльями. 
Амплитуда поднятия — 300 м. 

Для месторождения характерны тектонические нарушения, 
установленные уже в процессе его эксплуатации и осложнившие 
не только поиски, но и разведку залежей. В палеозое Степнов-
ской структуры выявлено шесть залежей. Их типы и стратигра
фическая приуроченность, а также ряд других параметров при
ведены в табл. 19. 

Подземные воды бобриковского горизонта изучены по ре
зультатам опробования скв. 16, расположенной в юго-восточ
ной части площади на расстоянии 1500 м от контура газоносно
сти (рис. 18). 

При сопоставлении составов природного и растворенного в 
воде газов отчетливо видно их различие — в воде отсутствуют 
все углеводороды тяжелее пропана, одновременно наблюдает
ся некоторое увеличение содержания азота и углекислого газа. 

Соотношения компонентов состава водорастворенного газа, 
представленные в значениях соответствующих коэффициентов 
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Рис. 18. Пластовый ореол рассеяния газо
вой залежи бобриковского горизонта Степ-

новского месторождения. 
/ — изогипсы кровли бобриковского горизонта; 
2 — контур газоносности; 3 — состав водораство
ренного газа в объемных % ; направление мигра

ционных потоков: 4 — СН 4 ; 5 — 2 т . у . ; 6 —N2-

( К ь К г Д з ) , хотя и указывают на ореолыное рассеяние залежи, 
однако типичны для вод, окружающих нефтяные, но не тазо
вые залежи. Как правило, в водах, окружающих газовые зале
жи, такие высокие концентрации азота (13,8%) ие встречают
ся. Аномалийный, в этом смысле, состав водорастворенного га
за определяется аномалийным же составом природного газа. 
По результатам анализа ближайшей к скв. 16 продуктивной 
скв. 17 в составе последнего также установлено повышенное 
содержание азота — 13,3% (табл. 20). 

Величина отношения метана « сумме пропана и более тяже
лых углеводородов (Кз ) в водораетворенном тазе несколько 
превышает те максимально допустимые значения, которые 
обычно отмечаются в водах, находящихся в ореоле влияния за
лежей. На основании этого можно предполагать о близости 
внешней границы пластового влияния залежи брбриковского 
горизонта, площадь которой сравнительно невелика-—7,7 км2. 
На это ж е указывают и результаты расчета направлений диф
фузии газообразных .компонентов. Поток тяжелых углеводоро
дов и азота не только не достигает скв. 16, а, наоборот, направ
лен от нее к залежи. Отсюда в окружающие воды мигрируют 
лишь легкие углеводороды (табл. 21). 
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Таблица IS 

Результаты расчета диффузионных потоков газообразных компонентов залежей по 
бобриковскому горизонту на Южно-Генеральской площади 

И н т е р в а л ы р а с ч е т а 
Расстояние 

от контура, 
м 

І = І К . Ю - " см*[сек при п = І,2,3 

от до 
Расстояние 

от контура, 
м Fi 

(СН 4 ) 
Ii 

(S т. у.) 
Із 

(N,) № скв. Интервал пер
форации, м № скв. 

Интервал 
перфорации, 

м 

Расстояние 
от контура, 

м Fi 
(СН 4 ) 

Ii 
(S т. у.) 

Із 
(N,) 

Контакт — 4 1370-1376 1000 -1-0.29 +0,24 - 0 , 5 3 



Таблица 19 
Характеристика и типы залежей Степновского месторождения 

Продуктив
ные гори

зонты, слои 

Э т а ж • 

« 9 Площадь, 
км* 

Продуктив
ные гори

зонты, слои Тип залежи 
по вещест

Тип залежи по 
характеру запол
нения резервуа

ра 

ск
и 

іе
кт

 

о ри
с-

Площадь, 
км* 

Продуктив
ные гори

зонты, слои Тип залежи 
по вещест

Тип залежи по 
характеру запол
нения резервуа

ра 

о с 

га
зо

но
сн

ос


ти
 

i 
Примечание 

индекс про
дуктивного 

пласта 

венному 
составу 

Тип залежи по 
характеру запол
нения резервуа

ра 
газонос

ности, м 

не
ф

те
но

с 
но

ст
и,

 
м

 

Л
ит

ол
ог

* 
со

ст
ав

 к
( 

ра
 

М
ощ

но
ст

 
ле

кт
ор

ов
 

С
ре

дн
яя

 
то

ст
ь,

 %
 

га
зо

но
сн

ос


ти
 

не
ф

те
но

с 
но

ст
и 

Примечание 

Бобриков
ский газовая 

газонефтя

пластовая, тек-
тонически-эк-

12-16 

17-20 

По данным 
A. M Вель-

1 + 11 + 111 

Малевский 

Ардатов-
ские 

газовая 

газонефтя

ранированная 

массивная, тек-
тонически-эк-
ранированная 

пластовая, лито-

12-16 

17-20 

песчаник 

извест
няк 

8 - 3 5 

5 

16 

6 

7,7 

7,3 

кова, Р. П. 
Бородиной 
и др. (1967) 

ІѴа 

Ардатов-
ские IV б 

Воробьев-
ские V 

Воробьев-
ские 

ная 

газовая 
газонефтя

ная 

логически-ог-
раниченная, 
тектонически-
экранирован-
ная 

пластовая, тек-
тонически-эк-
ранированная 

114 
75 

134-162 

144 

13 

песчаник 

* 

13-15 
3—15 

23-35 

16 
14 

15,5 

20 
6,7 

26 

8,3 

VI 103—116 13 
• 

6-16 13 12,7 — 



Таблица 20 

Характеристика подземных вод и природных газов бобриковского горизонта Степновской площади 

Интервал 
перфорации. 

м 
3 <=« 
ю о ^ 
« ™ Si 

ь S 

Ь. Он 
>> -а, л с га 

•С я 

га н j 
dl Я U 
S С X 

1 
я ас

-
во

д,
 

ч во
д,

 

га с во
д,

 

не
р 

ия
 и 

а 
s m % за

 
то

 

Состав газа, % объемные 

х; 
и 

о 
X со X 

-Г* 

X о 
и и и и X и 

и: 

I. Природный газ 
- I 179 I 52 I 203,0 [78,9 [2,2411,9312,1511,481 — | 0,95|13,3 | — | — 

II. Водорастворенный газ на границе с залежью (по расчету) 
— I 1051 I 179 I 52 I 203.0 175,83|0,86|0,38|0.09|0,09| - f 13.611 9,14| - | — 

I I I . Водорастворенный газ 
1728-1734 I 700 | 80 | 50 | 206,9 |81,32|2,35|0,44| — I — I - I 2,04|13,85| 6,07 | 29,2 

IV. Органическое вещество 

17 I 1670-1676 

16 

№ скв. 
Интервал 

перфорации, 
м 

Битум, 
баллы 

Фенолы, 
мг\л 

Бензол, 
мг\л Амины, мг\л 

Фосфор 
орг., мг\л 

16 1728—1734 4 0,234 0,071 0,24 0,125 

V. Ионно-солевой состав (мг/л) 

<-> a 

184.9 

ш и 
и 
% 

Интервал 
перфора
ции, м 

Уд. 
вес р н С 0 3 

со о 
о 
X 

Cl S 0 4 Br I Ca Mg NH 4 

Na+K 
по расч. В Fe 

общ. 

Сумма 
солей, 

г\л 

16 1728—1734 1,140 5.05 нет 18,30 128637,6 24.69 601,24 7,85 17877.3 3615.89 22.23 56237,53 47,61 427,05 206,975 
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Таблица 21 
Результаты расчета диффузионных потоков газообразных компонентов залежей по бобриковскому 

горизонту Степновской площади 

И н т е р в а л ы р а с ч е т а 
Расстояние 

от контура, 
м 

І = І К . Ю - н см3/сек при п = 1 , 2 , 3 
от до Расстояние 

от контура, 
м Ь 

(СН 4 ) ( S x - у ) 
Із 

(N a) № скв. Интервал пер
форации, м № скв. Интервал пер

форации, м 

Расстояние 
от контура, 

м Ь 
(СН 4 ) ( S x - у ) 

Із 
(N a) 

Контакт — 16 1728—1734 1500 + 14 -0 ,001 - 0 , 1 3 9 



Пластовое ореольное рассеяние залежи, отраженное в ха
рактеристике водорастворенного органического вещества, оп
ределяется по таким компонентам, как фенолы, бензол, амины, 
органический фосфор. Битумная часть OB в водах газовых за
лежей, как мы уже отмечали (А. С. Зингер, 1966), проявляет
ся повышенными концентрациями лишь непосредственно в 
зоне газоводяного контакта. Поэтому в данном случае, на рас
стоянии 1500 м от контура, содержание битума (4 балла) на
ходится в пределах фоновых значений и не отражает влияния 
залежи. 

З а л е ж и 
с н е ф и к с и р у е м ы м о р в о л ь н ы м р а с с е я н и е м 
Практически полное отсутствие пластового ореольного рас

сеяния установлено для отдельных залежей Фурмановского и 
Родионовского месторождений Саратовской области. 

/. Фурмановское месторождение 

Это месторождение расположено в ближнем Саратовском 
Заволжье, в пределах сложного Степновско-Фурмановского ва
ла. По кровле песчаных коллекторов бобриковского горизонта 
поднятие представляет собой брахиантиклинальную складку, 
вытянутую с северо-запада на юго-восток. Углы падения на 
северо-восточном крыле составляют 1°10'—1°20 /, на юго-запад
ном — 2°30 /—2°50'. Длина поднятия — 6,4 км, ширина —2,2 км; 
амплитуда — 58 м. 

Разведочным бурением установлены промышленные газо
вые залежи в песчаных коллекторах вер ейского и бобриковско
го горизонтов, а также в карбонатных породах малевского. К 
породам верейского горизонта приурочена газовая залежь с 
небольшой нефтяной оторочкой (рис. 19). 

Строение верейского продуктивного горизонта довольно 
сложно. По промыслово-геофизическим данным и литолого-
петрографической характеристике пород в его составе выделя
ют верхнюю — песчано-глинистую, qpeÄHioio — песчаную и 
нижнюю — глинисто-карбонатную пачки. В верхней — до че
тырех пластов песчаника, из них продуктивен только третий. 

Средняя пачка обводнена, а в нижней отсутствуют коллек
торы. Песчаники третьего — продуктивного пласта имеют вы
сокую пористость (до 33%) и проницаемость (до \\23мд). 
Газовая залежь располагается в сводовой и присводовой ча
стях структуры и оконтуриваетея нефтяной оторочкой, не име-
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Рис. 19. Пластовый ореол рассеяния газо

нефтяной залежи верейского горизонта Фур-
мановского месторождения. 

/ — изогипсы кровли верейского горизонта; 2 — 
контур газоносности; 3 — контур нефтеносности; 
4— состав водорастворенного газа в объемных °/ 0; 
направление миграционных потоков; 5 — СН 4 ; 6 — 

- 2 Т . У . ; 7 - n 2 -

ющей промышленного значения. Ширина оторочки — 200— 
250 м, этаж нефтеносности — 2 м, газоносности •— 10,3 м; пло
щадь последней — 6,56 км2. 

Подземные воды верейского горизонта исследованы в пре
делах юго-западного крыла структуры (скв. 21), ,на расстоянии 
600 м от внешнего контура нефтеносности (рис. 19). Состав во
дорастворенного газа в значительной степени аномалией и в 
целом не характерен для подземных вод газовых и газонефтя
ных залежей Нижнего Поволжья. Он отличается высоким про
центным содержанием азота и молекулярного водорода. Д л я 
природного .газа Фурмановского месторождения также показа
тельны повышенные концентрации азота (16—25%). Газ су
хой, и хотя в его составе присутствует вся гамма тяжелых 
углеводородов до С 5 Н і 2 включительно, их содержание незначи
тельно (табл. 22). 

Исследование направлений миграции основных газообраз
ных компонентов ( С Н 4 , N 2 , 2т.у.) показало, что <в воды, окру-
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Характеристика подземных вод и природных газов Фурмановской площади 
Таблица 22 

о. 
<и 
а Ц 
cd S ta s o.=f eu « 

Возраст 

ce) 

ЫЙ
 

и о _ 
a. о 

c S 

OH >. S-Cd 
С £ 
<u « H с 

a. ^ 
eu s S •s ° 

Состав газа, % объемные 

X 
со 

XÎ хТ 
х; 

о 
и и и и х; и 

1 — 

К 3 = 
к г = сн 4 

^гор с н 4 с 3 н 
N 3 Ет.у. + Ет.у. 

выс
шие 

Приме
чание 

1. Природный газ 
20 916-922 верейский 66.28 3.49 1,65 0,52 0,96 1,48 25.62 — 

10 928—932 верейский 67.40 4,60 1.60 0,62 0,80 2,5 22.50 
15 926-935 верейский 74.0 4,60 1,90 0,30 0,30 0,80 16,5 — — — 

попутный 
свободн. 
свободн. 

2. Водорастворенный газ 
211964—966|верейский|403,8(47,59135° 1144,60143,7 12,3710,341 — I -
21 [961—96б[верейский|374,5|40,08|35,5 о | і44.7б|54.2 |2 ,57 |о ,55 | — | -

26,2 1,23 26,142,77 16,1 128,5 
18,7 1,21 22,6 3.35 17,3 98,6 

3. Водорастворенный газ на границе с залежью (по расчету) 
|верейский|977,6| 105 |35° |232 |97,20|0,26|0,05|0,01| — | - |1,4 | 1.081 

4. Органическое вещество 

№ скв, Интервал 
перфорации 

Геологич. 
возраст 

Битум, 
балл 

Фенолы, 
мг\л Бензол, мг\л Амины, мг\л Фосфор 

орг., Мг\л 

21 ( 964—966 I верейский | 4 | нет I нет 

5. Ионно-солевой состав (мг[л) 

0,21 0,115 

№ 
скв. 

Интервал 
перф., м 

Уд. 
вес рн С 0 3 НСОз Cl S 0 4 Br 1 Ca Mg NH 4 

Na+K 
по расч. В Fe 

общ. 
Сумма 
солей, 

г\л 
21 1964-966 1,096|5,4| нет 18,30 89940,3 13,17|363,91|6,9 10641.25)2582,78J17,541 ПЗЗі, 23/31.38|l 18,62| 144,865 
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Таблица 23 

Результаты расчета диффузионных потоков газообразных компонентов залежей Фурмановского месторождения 

И н т е р в а л Р а с ч е т а Потоки: 1 = In-10—14 см3ісек 
от ДО Расстояние 

между точ
ками, м 

п = 1 , 2 , 3 

№ 
С К В . 

Возраст 
Интервал 

перфорации, 
м 

№ 
скв. Возраст 

Интервал 
перфорации, 

м 

Расстояние 
между точ

ками, м Ii (СН 4 ) І 2 (Е т . у.) Із (N s) 

По пласту 

Конт. верейский J 926-935 21 верейский 946-966 600 +2.09 - 0 , 0 2 - 2 , 0 7 



жающие залежь верейского горизонта, находящиеся на рас
стоянии 600 м от контура (скв. 21), под воздействием разности 
концентраций могут поступать только легкие углеводороды 
(табл. 23). Более высокий процент содержания этана и про
пана в водах скв. 21, по сравнению с водами на контакте с за
лежью, создает поток тяжелых углеводородов по направлению 
к последней. Таким образом, ореол рассеяния тяжелых угле
водородов из залежи верейского горизонта составляет менее 
600, а легких — более 600 м. Диффузия азота возможна только 
из окружающих вод к залежи. 

Совершенно неожиданный результат был получен при опре
делении отражения залежи в составе OB подземных вод. Про
веденный анализ показал полное отсутствие фенолов, почти пол
ное отсутствие бензола и незначительное количество битума 
(табл. 22). Лишь содержание аминов и органического фосфо
ра оказалось выше, по сравнению с фоновыми значениями, 
примерно в два раза . Следовательно, такие ведущие гидрохи
мические показатели, как бензол, битум и фенолы, не отрази
ли влияния залежи уже на расстоянии 600 м. 

Практически полное отсутствие этого влияния на газовую 
составляющую и главным образом на OB подземных вод свя
зано, вероятно, с повышенной радиоактивностью пород и флю
идов Фурмановского месторождения. Под действием радиоак
тивных излучений происходит разложение как углеводородов, 
так и воды. 

В сфере радиоактивного излучения действуют два фактора: 
окислительный — в виде кислорода и перекиси водорода и 
восстановительный — в виде водорода. Находясь в ионизиро
ванном состоянии, все эти газы обладают высокой реакцион
ной способностью и, несомненно, вступают в реакцию с други
ми соединениями, в частности с углеводородами. В. А. Евдоки
мов (1957) приводит следующие схематические уравнения, от
ражающие конечные результаты реакции воздействия радиоак
тивной воды на углеводороды: 

2. 

3. 

4 n H 2 0 = 4 n H 2 + 2 n 0 2 , 

C n H 2 „ + 2 + - ^ - 0 , = nC0 2 + ( n + l ) H 2 0 , 

n C 0 2 + 4 n H 2 = n C H 4 + 2 n H 2 0 , 

5. 

4. ^ СН 4 + ^ 0 2 = - 2 = 1 С 0 2 + ü = i H t O , 

^ Н 2 0 + C n H 2 n + 2 = ^ C H 4 + С 0 2 . 

7. Заказ 1886 97 



Мы не склонны допускать полной аналогии между условия
ми, описанными В. А. Евдокимовым и характерными для Фур
мановского месторождения, так как в составе природного и 
растворенного в водах газа здесь установлены значительные 
•концентрации азота. Однако заметное проявление процесса 
разложения углеводородов под влиянием повышенной радиоак
тивности флюидов безусловно было свойственно и данному ме
сторождению. Это нашло отражение в пониженных, против 
обычно наблюдаемых, концентрациях углеводородов в составе 
водорастворенного газа, появлении значительного количества 
молекулярного водорода, практически полном отсутствии бен
зола и фенолов. 

2. Родионовское месторождение 
Месторождение располагается в пределах Карамышекой 

впадины, в 7 км к западу от крупного газонефтяного Урицкого 
месторождения. По отложениям карбона поднятие представ
ляет собой 'брахиантиклиналь северо-восточного простирания, 
•с крутым северо-западным и пологим юго-восточным крылья
ми. Северо-восточное периклинальное окончание структуры ос
ложнено Северо-Родионовским куполовидным поднятием, про
стирание которого почти перпендикулярно основному направ
лению складки и контролируется простиранием субширотно
го прогиба, ограничивающего с .север а Урицкое и Родионовское 
поднятия. В общих чертах Родионовская структура сохраня
ет свою конфигурацию, направление и размеры как по отло
жениям нижнего, так и среднего карбона. Поднятие имеет про
тяженность 7,2 км, ширину — 1,6 км, амплитуду — 23 м. 

Родионовское месторождение небольшим прогибом отделе
но от Урицкого. Разработка последнего и главным образом от
крытое фонтанирование скв. 29 повлекли за собой падение 
давления в некоторых залежах и продвижение вод в зоны па
дения давления на Родионовской площади. 

Это обстоятельство должно прежде всего учитываться при 
определении масштабов ореольного рассеяния залежей бобри
ковского и V пласта тульского горизонтов, характеризующих
ся постоянством литологического состава вмещающих пород и 
сравнительно хорошими коллекторскими свойствами. Коллек
тора бобриковского горизонта имеют пористость 20% и прони
цаемость 632,5 мд; V пласта тульского — соответственно 19% 
и 118 мд. Для остальных продуктивных горизонтов, вследствие 
их фациальной изменчивости, невыдержанности коллекторов 
по простиранию или по мощности связь залежей с пластовой 
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водонапорной системой затруднена и, следовательно, темп 
продвижения вод значительно ниже. 

Небольшая плавающая газовая залежь бобриковского го
ризонта приурочена к сводовой части поднятия и вскрыта при 
опробовании скв. 12 и 24. Коллекторами служат песчаники и 
алевролиты, чередующиеся с незначительными по мощности 
прослоями глин. Этаж газоносности — 4—6 м, а ее общая пло
щ а д ь — 3,2 км2 (рис.20) . 

Рис. 20. Пластовые ореолы рассеяния залежей Родионовского 
месторождения (а — по бобриковскому горизонту; б •— по V 

пласту тульского горизонта). 
/ — контур газоносности; 2 — контур нефтеносности; 3 — текущий кон
тур газоносности; 4 — текущий контур нефтеносности; 5 — состав водо-
растворенного газа в объемных % ; направление миграционных пото

ков: 6 — СН 4 ; 7 — 2 т . у . ; S — J\J2-

Подземные воды бобриковского горизонта получены при 
исследовании скв. 1, расположенной на расстоянии около 500 м 
от начального контура газоносности. При анализе их газовой 
составляющей (табл. 24) обращает на себя внимание тот факт, 
что соотношение компонентов состава газа не отражает влия
ния З 'алежи. Величина потока метана из нее очень мала и изме
няется от 0, 18. Ю - 1 4 до 0,32.10 - 1 4 см3/сек, а диффузия тяжелых 
углеводородов, в соответствии с приведенными расчетами 
(табл. 25) направлена не от залежи в окружающие воды, а, 
наоборот, из подземных вод в залежь. 

Все компоненты OB подземных вод, за исключением ами-



Характеристика подземных вод и природных газов Родионовской площади 

Интервал 
перфорации, 

м 

12, 
24 

1 
15 

Возраст 'S s* 
о . 
2 ft 

и , н 

СЯ О, 
н и 
са 

S я 

О ш 
ч 

CU M 

Состав газа, % объемные 
Таблица 24 

X 
и и 

со 
и и 

л: О 
и 

\1 

1581-
1573-

1584 
•1577 

1. Природный газ 
бобриковск. — 205 87,20 
бобриковск. — 159,4 — 79,72 
тульский 174.0 88,97 

• 88,69 

2,40 
2.25 
2,07 
1,91! 

1,90 
1,55 
0,62 
0,36 

0,60 
0,46 
0,35 
0.25 

,20| 
,06 

1,04 
і 0,99 

0,69 
1.70 

14,27 
1,11 
1.75 

5.0 

1606-
1568-

2. Водорастворенный газ на границе с залежью 
Ітульский 110401159,4143.3|205 180,4310,7510,2110,06] — 
I тульский |1209| — |42,2| , [77,4і |0 ,76І0,07|0.7б| — 

3. Водорастворенный газ 
-1620 I бобриковск.І 6511103 [44,51205,8181,4 11.301 сл. I сл. I — 
-1575 I бобриковск.| 462| — |47,0|l74,2|85.4 ( і ,7б |0 ,07 | — | — 

4. Органическое вещество 

3.84 
І6.05, 

'по расчету) 
— 1 9,4519,10 
— |l8,08|2,92j 

3.90 
0,47 

1.61 11,9 
1,11 1,11 

7.2 
7,9 

62,J 
46, f 

№ 
С К В . 
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форации, м Возраст Битум, 
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Фенолы, 

мг/л 
Бензол, 
мг/л 

Амины, 
мг/л 

Фосфор 
орг., мг/л 

1 1600-1620 бобриковск. 4 0,069 0,003 0,14 0,05 
5. Ионно-солевой состав (мг/л) 

m 
і 
X lu 

1220 

ta 
и Интервал 

перфор. ,л 
Уд. 
вес рн С 0 3 НСОз Cl S O , Br I Ca Mg NH 4 

Na + K 
по расч. В Fe 

общ. 
Сумма 
солей, 

г/л 
1І1606—1620 

1511568—1575 
1,141 
1,122 

5,23 
6.01 

нет 
нет 

91.50 
61.0 

127800,4 
108604,2 

75,72 
71,60 

539,68 
440,58 

7.46 
4,06 

16243,29 
13599,17 

3688,86 
3935,45 

172,41 
33,90 

57275,29 
47528,35 

44,36 
56,26 

304,67 
419,81 

205,828 
174,225 



Таблица 25 
Результаты расчета диффузионных потоков газообразных компонентов по пласту из залежи 

бобриковского горизонта Родионовского месторождения 

Интервалы расчета 
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такта 1573-1577 1 1606-1620 600 + 0,32 - 0 , 0 0 5 —0.315 



нов, присутствуют в очень незначительных концентрациях, со
ответствующих фоновым (табл. 24). Подземные воды V пласта 
тульского горизонта, к которому приурочена газовая залежь 
с нефтяной оторочкой, также не испытывают ее влияния. За
лежь относится к типу пластовых, сводовых. Площадь газонос
ности — 5,5 км2, нефтеносности — 5,7 км2. Коллекторы пласта 
имеют постоянный литологический состав, сравнительно высо
кие значения'пористости (19%) и,проницаемости (118 мд). О 
хороших коллекторских свойствах пласта свидетельствует так
же распространившееся влияние разработки и открытого фон
танирования Урицкого месторождения, приведшее к снижению 
пластового давления по рассматриваемому пласту на 22 атм. 

Подземные воды получены при опробовании скв. 15, рас
положенной на северном периклинальном окончании структу
ры, в непосредственной близости от контура нефть •— вода. Не
смотря на это, соотношение компонентов газа не отвечает фак
тической продуктивности пласта. В составе газа значительный 
удельный вес занимает азот (11,1%), очень м'ало тяжелых 
углеводородов (1,83%), а также гомологи метана, как С 4 Н 1 0 и 
более тяжелые полностью отсутствуют. Нетрудно заметить, что 
характеристика состава водорастворенного газа очень близка 
характеристике газов вод .бобриковского горизонта в районе 
скв. 1 (табл. 24). 

Выше уже отмечалось, что возможность гидродинамической 
связи между Урицким и Родионовским месторождениями наи
более вероятна для отложений бобриковского и V пласта туль
ского горизонта, и приконтурные воды последнего, аналогично 
водам бобриковского горизонта, заместились «свежими» вода
ми, ранее находившимися вне сферы влияния залежи и еще не 
успевшими приобрести облик вод, испытывающих это влияние. 

З а л е ж и 
с а н о м а л и й н о - п о в ы ш е н н ы м и м а с ш т а б а м и 

п л а с т о в о г о р а с с е я н и я ( б о л е е 2 0 0 0 м) 
Значительные масштабы пластового ореольного влияния 

установлены для мощной газовой залежи карбона Коробков-
ского и газонефтяной залежи девона Любимовского месторож
дений. 

1. Залежь визейского, намюрского и нижней части 
башкирского ярусов Коробковского месторождения 

Коробковское месторождение — наиболее крупное много
пластовое месторождение Нижнего Поволжья. В разведанной 
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части разреза диапазон нефтегазоносное™ составляет 2400 м. 
Структура имеет округлую куполовидную форму, с поло

гим западным крылом и несколько более крутым — восточным. 
Размеры ее по кровле подольского горизонта в пределах изо-
гипсы — 700 м — 25X16 км; амплитуда поднятия — 150 м 
(рис. 21). 

Рис. 21. Пластовый ореол рассеяния массивной газо
вой залежи Коробковского месторождения. 

/ — изогипсы кровли нижнебашкирского надгоризонта; 2 — кон
тур газоносности; 3 — состав водорастворенного газа в объем
ных о/0; направления миграционных потоков: 4—СН4; 5—2Т у ' , 

В карбонатных коллекторах нижнебашкирского подъяруса, 
намюрского яруса и серпуховских отложений, сложенных преи
мущественно оолитовыми и брекчиевидными известняками, по-
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Состав газа, растворенного в подземных 
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X 
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131 500-520 верхнека
менноуголь

930 
112 550—565 

ный 930 — 43 .— 84,7 15,69 68.27 
112 550—565 верхнека

84,7 15,69 68.27 

менноуголь

44 гл 1170 
ный 1375,0 — 94,92 2,92 92,0 44 гл 1170 нижнебаш

94,92 2,92 92,0 

49 1416—1420 
кирский 2750 — 37 185 96.34 3,84 92,5 

49 1416—1420 нижнебаш
96.34 3,84 92,5 

45 гл 1090 
кирский 1412,5 — 48 212 96,38 4.88 91,5 45 гл 1090 нижнебаш

1412,5 96,38 4.88 91,5 

50 гл 1001 
кирский 1087,5 — 34 236 94.58 6.05 88,53 50 гл 1001 нижнебаш

94.58 6.05 88,53 

52 1435-1458 
кирский 650,0 140 33 236 85,74 2,19 52,9 

52 1435-1458 нижнебаш
650,0 85,74 2,19 52,9 

48 1447—1439 
кирский 1234 48 190 95,98 11.74 82,64 

48 1447—1439 • 511 115 49 232 95.58 5,22 76,12 

Состав водорастворенного газа на 

321 1343-1437 нижнебаш
кирский-(-на-
мюрский 833 144,5 45 3,6 98,36 0,59 97.77 

ристость которых изменяется соответственно от 7 до 24% и от 
1 до 3%, содержится массивная газовая залежь. В ее подошве 
имеются локальные скопления нефти. 

Газовая составляющая и OB подземных вод, окружающих 
залежь, исследованы в шести скважинах, расположенных на 
различных расстояниях от контура газ—-нефть (табл.26) ; мак
симальное удаление (скв. 50) — 2100 м. Во всех случаях состав 
водорастворенного таза отчетливо отражает пластовое ореоль-
ѵюе влияние этой мощной газовой залежи, что подтверждается 
и термодинамическим расчетом направлений диффузионных 
потоков (табл. 29, рис. 21). 

Величина потока легких углеводородов довольно значит 
тельна — 1,78.10~14 см3/сек. 
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водах Коробковского месторождения 
Таблица 26 

границе с залежью (по расчету) 

0,430,12 0,04 1,31 0,33 

г а з а 9 о о б ъ е м н ы е 
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2,32 2.97 3,71 6.68 0,74 1.4 14,0 6,0 4,0 5,0 

1.3 0,64 0.20 0.78 — 0.35 4,62 20,6 31.7 57,5 

1.58 1,25 0.79 0,22 — 0,35 3.1 31 24,3 40,2 

1.57 1.21 1,08 1,02 — 0.43 3,2 18,0 18,7 27,7 

1.82 0,96 0,96 2.31 — — 5.4 17,5 14,7 21 

0,51 0,43 0.59 0,66 — 0,7 13,5 6,3 24 3 1 , 1 

2.94 
1,56 

3,12 
1.09 

2,82 
1,09 

2.82 
1.49 

1,6 
14,24 

1,5 
0.34 

2,52 
4,07 

38 
23 

7 
14 

27 
51 

Заслуживают внимания 'следующие обстоятельства, иллю
стрирующие динамику и определенную направленность процес
са влияния залежи на окружающие ее подземные воды. 

1. Воды, непосредственно контактирующие с залежью, за
метно обогащены тяжелыми углеводородами (11,7%) при не
большом содержании азота (2,5%). Однако уже на первых 
100—200 м от залежи концентрация тяжелых углеводородов 
уменьшается примерно в два раза и дальнейшего изменения 
состава газа на различных расстояниях от залежи (однако не 
превышающих 1000—1100 л ) практически не происходит. 

2. Резкое изменение в характеристиках газовой составля
ющей подземных вод наступает лишь при удалении от залежи 
на расстояние 2000—2100 м от контура. Наиболее четко это 
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Состав природного газа залежей Коробковского месторождения 
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13 1713-1734 бобриковский 179 96,0 9,82 86,18 3,55 2,24 4,03 — 0,22 3.78 

321 1343-1437 нижнебашкир. 
+намюрский 144,5 99,39 2,39 97,0 1,0 0.73 0,3 0.36 0.1 0.4 



Таблица 28 

Содержание органического вещества в подземных водах 
Коробковского месторождения 

№ 
скв. 

Интервал 
перфорации, м Возраст Бензол, мг\л Фенолы, 

мг/л 

131 . верхнекаменноуголь
0,160 ный 0,160 — 

367 — нижнебашкирский 0,150 — 

409 — нижнебашкирский 0,600 — 

313 — намюрский+нижне

93 гл. 1300 
башкирский Ѳ.223 — 

93 гл. 1300 намюрский + нижне

48 
башкирский 0,134 — 

48 — намюрский+нижне-

44 гл. 1425 
башкирский 0,090 — 44 гл. 1425 намюрский+нижне

52 1000 
башкирский 0,320 — 

52 1000 намюрский+нижне
0,280 башкирский 0,280 — 

фиксируется трех-, четырехкратным увеличением азота 
(13,5%) и уменьшением .более чем вдвое содержания тяжелых 
углеводородов (2,2%). 

Что касается ингредиентов OB подземных вод данного ком
плекса отложений, то мы располагаем лишь сведениями о со
держании бензола (табл. 28). Причем исследованы в основном 
подошвенные и прикоятурные воды. Только в скв. 93 опробова
ны воды на расстоянии 1300 м от внешнего контура .газонос
ности. Во всех случаях содержание бензола аномалийно высо
кое (0,09-— 1,3 мг/л) и намного превышает те концентрации, 
которые зачастую характерны для подземных вод ряда других 
газовых залежей Нижнего Поволжья. 

2. Залежь воробьевских отложений 
Любимовского месторождения 

Любимовское месторождение расположено в ближнем Са
ратовском Заволжье, на юго-восточном погружении Степнов-
ско-Советского вала и почти примыкает к бортовому уступу 
Прикаспийской впадины. 

По кровле пласта Д 2 Ѵ поднятие имеет вид антиклинальной 
складки северо-восточного простирания. Ее наиболее припод-
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Таблица 29 

Результаты расчета диффузионных потоков газообразных компонентов залежей Коробковского месторождения 

Интервал расчета 
Расстояние 
между точ

ками расче
та, м 

Потоки 1=І П -10 -14 см3[сек; 
п = 1 , 2, 3 от до 

Расстояние 
между точ

ками расче
та, м 

Потоки 1=І П -10 -14 см3[сек; 
п = 1 , 2, 3 

№ скв. возраст 
интервал 

перфорации, 
м 

№ 
скв. возраст 

интервал 
перфорации, 

м 

Расстояние 
между точ

ками расче
та, м Ii (СН 4 ) 'г (^т- у ) Ь (NJ) 

Конт. 321 нижнебаш
кирский 1343 - 1437 48 

нижнебаш
кирский 1447-1439 150 + 1.78 —0.48 - 1 . 3 0 



нятая часть располагается в районах скв. 4 и 20, где наблюда
ется максимальный размыв терригенных пород девона 
(рис. 22). 

C H S I J H скв ^2 с к в . К І І Э скв tfl 

_ і к — 4 — — 4 — 

Рис. 22. Вертикальные ореолы рассеяния залежей жи-
ветского яруса Любимовского месторождения. 

/ — изогипсы поверхности пласта D 2 V; ^ — линии дизъюнктив
ных нарушений; 3 — песчаники; 4 — глины; 5 —• известняки и до
ломиты; 6—интервал опробования; 7 — газ; .8 — вода; 9 — сос

тав водорастворенного газа в объемных °/ 0. 

Антиклинальное девонское 'поднятие на. Любимовском уча
стке Степновско-Советского вала существовало уже в .кынов-
ско-пашийокое время, а к началу фаменского было нарушено 
сбросами северо-западного и северо-восточного простирания. 
Юго-западная часть структуры опустилась, и в зоне основного 
северо-восточного сброса евлановско-ливенские отложения 
пришли в соприкосновение с породами кыновско-пашийского 
возраста. 

На приподнятом северо-восточном 'блоке полностью размы
ты карбонатные породы франского яруса. Амплитуда основно
го сброса увеличивается с северо-запада на юго-восток от 80— 
100 до 200 м . Поперечные сбросы разбивают юго-западную опу-
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Ионно-солевой состав подземных 

н 
d Интервал а Уд. 

вес О перфорации, а. 
ГО 

Уд. 
вес pH СОз Н С 0 3 Cl s o 4 Br 

о 
m 

Уд. 
вес pH 

2596-
2572-
2817-
2600-
2858-
2780-
2801-
2623-
2532-
2963-
2469-
2911-

-2604 
-2588 
-2822 
•2605 
-2865 
-2781 
-2808 
-2630 
-2540 
-2972 
-2474 
-2920 

д 2 

д 2 

д 2 

Д 2 

Д 2 

д 2 

Д 2 

Д 2 

д 2 

д 2 

Д 2 

Д 2 

1,143 
1,15 
1,152 
1,158 
1,142 
1,089 
1,149 
1,150 
1,154 
1,154 
1,150 
1,155 

6,00 
5,63 
5,65 
5,0 
4,25 
7,4 
4,45 
5,7 
5,4 
4,05 
4,9 
5,2 

нет 
нет 
нет 
нет 
нет 
нет 
нет 
нет 
нет 
нет 
нет 
нет 

103,70 
нет 
18.30 
67,10 
48,8 
36.6 
48,8 
6.10 

61,00 
12,2 
нет 
24,4 

125 658 
136521 
137 982,3: 
139944 
128 520 
78 897 

132 804 
132 443,1 
139 698,0! 
134 784,0 
137 852,1 
135 377 

364,59! 
510,3 
353.891 
415,62 
375.291 

1470,7 
396,69 
371,17 
409,03 
370,35 
404,92 
361,3 

339,261 
666 
621.69 
682,54 
783,07 
375,66 
608,46 
754,18 
508,90 
530,10 
618,26 
634,92 

Состав газа, растворенного в подземных 

Интервал 
перфорации, 

м 

2780-
2469-
2532-
2572-
2600-
2801 -
2817-
2911-
2963-
2596-
2823-
2858-

•2781 
-2474 
-2540 
-2588 
-2605 
-2808 
-2822 
-2920 
-2972 
-2604 
-2930 
-2865 

о 
M 

О -m О. cd о 

О Ц 

с- « 

Д 2 І Ѵ а 
Д 2 1Ѵа 
Д 2 І Ѵ а 
Д 2 1Ѵа 
Д 2 І Ѵ а 
Д 2 І Ѵ а 
Д 2 1Ѵа 
Д 2 1Ѵа 
Д 2 І Ѵ а 
Д 2 І Ѵ а 
Д 2 І Ѵ а 
Д 2 І Ѵ а 

594 
906 
976 

1054 
997 
462 
796 

1209 
527 
797,5 
685 

1090 

68 
175 
235 

150 
240 
85 

160 

205 

о,. 
H <—' 
са о 
О. си СО 
5 " 

о. 2 

Состав газа, 

74 
71 
73 
72 
74 
80 
68 
78 
84 
/6 
74 
82 

273.9 
221,5 
225,305 
220,0 
226,344 
213.8 
223,341 
218,450 
217,248 
201,824 
214,6 
207,264 

ä 
£ U >і 

н 
£ 

И W и 

91,7 2,22 89,42 
97,09 2,39 94,7 
96,72 4,02 91,7 
93,64 1,64 92,0 
96,04 2,54 93.5 
93.99 1,17 91.2 
85.04 10,44 74,6 
90.0 1 Д 87,0 
93,8 2,99 89,63 
97,27 1,97 93,9 
94.24 1.64 92,6 
95,15 1.09 92,6 

щенную часть девонской структуры на четыре самостоятельных 
блока ( I , I I , I I I , I V ) , амплитуда опускания которых относи
тельно друг друга последовательно возрастает с северо-запа
да на юго-восток от 30—40 до 200 м . 

На Любимовской площади выявлены газовые и газонеф-
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вод Любимовской площади (мг/л) 
Таблица 30 

Ca Mg NH 4 

Na+K 
по расч 

1,8 
13,4 
16.13 
13,98 
9,68 
6.24 

14,04' 
10,12 
13,42 
14,64 
14.36 
14,32i 

22 580,65 
22 393.3 
21 467.74 
21 089,48 
21 515,52 
12 355,45 
22 900,19 
23 006.7 
21 941,58 
24 284,85 
20 446, 85 
22 285,85 

3360,79 
3040,1 
2478,46 
3102,26 
3360,79 
2068,18 
3360.79 
3360,79 
3360,79 
2843,76 
3264.95 
3057.08 

115,38 
21,7 

181,81 
53.57 
52,63 
68,96 

166,66] 
17,04 

176,47 
107,14 
108,69 
136,99: 

49 403,31 
57 501,61 
60 290,59 
61 045,22 
52 660,80] 
33 816,9 
53 665.21 
53 512.95 
59206,6 
54 365,1 
59 999,41 
56 633.13 

8,66 
48,2 
28,13 
23,80 
64,92 
19,48 
36,79 
47,61 
47,61 
64.92 
44,36 
45,44 

Fe 
общ. 

Сумма со
лей, г /л 

111,12 
337,8 
679,16 
24,70 
38,81 

144,24 
196,38 
350,87 
253,16 
740,74 
275.1 

1018,8 

201,824 
220,598 
223,341 
226,344 
207,264 
129,055 
213,898 
213,416 
225,305 
217,248 
222,638 
218,450 

водах Любимовского месторождения 
Таблица 31 

% объемные 

X 
и 

1,77 
1,75 
2.7 
1,2 
1,96 
1,03 
2,9 
1,1 
2,4 
1.59 
1,3 
0,96 

45 
53 
28 
4 
58 
14 
0 

53 
38 
34 
13 

0,11 
0,04 
0,04 

23 

0,06 
сл. 

+ а 
ÇJ 

Xi са 
U + 

О 
и 

1,24 

0,06 

1,0 

1,62 

1,9 
1,18 
1,40 

1,46 

1.45 
1,0 
0.6 
0,1 
2,2 
2,2 
2,3 
4,3 
2,1 
2,2 
1,0 
1.46 

6,85| 
1,8 
2.7 
5,2 
1,74 
3,8 

12,6 
5,7 
4.1 
0,47 
4,8 
1,45 

13,5 
54,4 
35,95 
18.0 
55,2 
24.3 
6,7 

15,8 
23,16 

207.1 
19,75 
3,41 

и £ g 

+ 

40,6 
39,4 
22,81 
56,1 
36,8 
77,9 
'7,14 
79,1 
21,4 
47,69 
56,95 
27,9 

196 
147,9 
69,47 

209,1 
161,8 
651,4 

9,9 

151,9 
247,2 
272,3 
712,3 

тяные залежи -в коллекторах старооскольских (пласты Д 2 ІѴа 
и Д 2 І Ѵ ) , воробьевских (пласт Д 2 Ѵ) и кыновско-пашийских 
отложений. Газоносность песчаных коллекторов воробьевского 
горизонта установлена при опробовании скв. 20 и 12, располо
женных соответственно в I и I I I блоках структуры. Опробова-
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«ие скв. 9 и 15 і(ІІ и IV блоки) дало притоки пластовой воды. 
Все исследованные скважины (рис. 22) расположены .гипсо

метрически одна ниже другой, вдоль главной оси складки и от
делены друг от друга линиями сбросов. 

Пластовый ореол влияния газовой залежи I блока пласта 
Д 2 Ѵ (скв. 20) распространяется на юго-восток примерно на 
2000 м в пределы I I блока, где в подземных водах пласта Д 2 Ѵ 
в скв. 9 (табл. 31) содержится водорастворенный газ, отвечаю
щий по составу газовому типу залежи (GH 4 —93,9%, 2 Т . У . — 
1,97%, N s - 0,47%). 

Кроме того, возможно, что скв. 9 находится также и в сфе
ре влияния залежи другого — I I I блока (скв. 19). 

Таким образом, все указанные северо-западные участки 
структуры ( I , I I и I I I блоки), разделенные сбросами, взаимо
связаны. Это обусловлено, вероятно, небольшими амплитуда
ми сбросов. Аналогичная взаимосвязь пластов-коллекторов 
этих блоков отмечается и по некоторым другим горизонтам де
вона. 

3. Залежь пласта Д2ІѴа 
Любимовского месторождения 

Подземные воды пласта ДгІѴа вскрыты большим количест
вом скважин. Его продуктивность установлена по результатам 
опробования скв. 2 и 18, расположенных в Ш блоке структуры. 
Из первой получен приток газа, а из второй — газа и нефти 
(рис. 22). 

Во всех скважинах, удаленных на различные расстояния от 
участка с установленной нефтегазоносностью, характеристики 
газовой составляющей пластовых вод близки между собой. 
Соотношение основных компонентов газа указывает либо на 
присутствие газовых или газо-нефтяных залежей в данных от
ложениях во всех блоках структуры, либо является отражени
ем ореольного влияния залежи I I I блока. Исключение состав
ляют лишь подземные воды последнего. В составе водораство
ренного газа здесь определены аномально высокие концентра
ции тяжелых углеводородов и азота. Это не позволяет распро
странить влияние газовой залежи I I I блока на северо-восточ
ный участок, где отмечен также и аномалийный состав водо-
растворенной части OB. Поэтому есть основание предполагать 
о существовании в данном районе самостоятельного источника 
углеводородов, оказывающего существенное влияние на газо
вую составляющую и OB подземных вод северо-восточного 
района Любимовской площади. 
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Таблица 32 
Состав природного газа залежей Любимовского месторождения 

№ 
С К В . 

Интервал 
перфорации, 

м 
Возраст 

С о с т а в г а з а , % о б ъ е м н ы е 

№ 
С К В . 

Интервал 
перфорации, 

м 
Возраст 

2 
го

р.
 

>, 
н 

W 
х 
и 

X 
см 

<_> 

X 
со 

и 

X 
и 

X 
и 

- f а 

-* CJ 

U + 

с* 

О 
и 

с* 

Вид газа 

18 2616-2638 живетский 94,Ь9 16.10 78,49 6,26 2,91 1,62 1,14 4,17 1,87 3,44 свободный 

5 2918—2954 староос-
97,04 17,53 6,80 

растворен
кольский 97,04 17,53 79,51 6,80 3.90 3,60 2,27 0,96 1,20 1,76 ный в 

нефти 



Таблица 33 

№ скв. 

Содержание органического вещества в подземных водах Любимовского месторождения 

Интервал пер
форации, м Возраст 

Битум, Фенолы. Бензол, Амины, 
Возраст баллы мг/л мг/л мг/л 

Фосфор 
орган., мг/л 

15 
4 

17 
7 

14 
15 

5 
9 
9 

19 

2780—2781,7 
2469—2474 
2911—2920 
2817—2822 
2600—2605 
2801,5—2808,5 
2972—2963 
2532—2540 
2596—2604 
2623—2630 

Д 2ІѴ 
Д 2ІѴа 
Д 2ІѴа 

,Д»ІѴа 
Д 2 ІѴа 
Д 2ІѴа 
ДЛѴа 
Д 3 ІѴа 
Д 2 Ѵ 
Д 3 Ѵ 

5 
7 - 8 
5 - 6 
7 
7 - 8 
4 - 5 

4 - 5 
6 - 7 
8 

0,686 
0,400 
0,992 
1,05 
1,058 
0,81 
1,0 
0,8085 
0,75 
0,414 

0,175 

0.027 
0,34 

0.20 
0,09 
0,63 
0,123 
0,196 

0,29 

0,08 
0.19 
0,2425 

0,07 
0.04 
0,10 
0,160 

0,28 

0,12 
0,16 
0.6 
0,085 
0,62 
0,13 
0,49 
0,225 



Для водорастворенного газа пласта ДгІѴа на всей осталь
ной части площади (табл. 31) характерно закономерное умень
шение содержания тяжелых углеводородов по мере удаления 
от продуктивного района на северо-запад. Так, в скв. 9, на
ходящейся на расстоянии 1000 м от продуктивной скв. 2Г 

вскрывшей газовую залежь, оно составляет 4%, а в скв. 14, 
удаленной на 3000 м, понижается до 2,4%. 

Однонаправленный характер последовательного снижения 
концентраций по мере удаления от залежей отмечается и для 
органического вещества подземных вод (табл. 33). Так, в 
скв. 9 содержание фенолов равно 0,8 мг/л, а северо-западнее, 
в скв. 4, оно снижается в два раза. В первой зафиксированы и 
очень высокие концентрации бензола (0,63 мг/л), на других 
площадях Нижнего Поволжья, как правило, отмечаемые лишь 
в приконтурных водах. В данном случае это связано с особен
ностями состава нефтей, газов и конденсатов Любимовского 
месторождения. Так, например, нефть пласта Д 2 Ѵ живетского 
яруса отличается от нефтей других месторождений Нижнего 
Поволжья высоким процентом содержания ароматических 
углеводородов (18—11%) и легких фракций (до 100°С выки
пает 13%). 

Указанные изменения состава водорастворенного газа и ор
ганического вещества подземных вод,^ с^учетом незначитель
ных амплитуд смещения I I блока северо-западного района пло
щади относительно I I I продуктивного блока, позволяют рас
пространять пластовое влияние залежи этого блока в север
ном и северо-западном направлении на расстояние более 
3000 м. 

Влияние залежи проявляется и в составе подземных вод 
юго-западной части I I блока (скв. 14,32). Однако, вероятно, 
вследствие экранирующей роли сбросов в этой части поднятий, 
концентрации отдельных компонентов газа здесь значительно 
ниже, чем в водах северо-западного района структуры. Так, 
в скв. 14 и 32, удаленных на сравнительно небольшое расстоя
ние от продуктивной скв. 18 (со 1200—1000 м), отмечаются 
пониженные содержания тяжелых углеводородов и некоторых 
компонентов органического вещества подземных вод. 

ВЕРТИКАЛЬНЫЕ ОРЕОЛЫ ВЛИЯНИЯ 
ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА 

Исследование масштабов вертикальной мигра
ции в связи с практическим использованием гидрогеохимиче
ских критериев нефтегазоносное™ не менее важно, чем ранее 
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проведенное изучение масштабов пластового рассеяния залежей 
нефти и газа. Детальный анализ масштабов вертикального 
ореольного влияния проведен для залежей 17 месторождений 
Нижнего Поволжья. Ограничимся рассмотрением некоторых 
из них. 

1. П р и в о л ж с к о е м е с т о р о ж д е н и е 

Это месторождение расположено в ближнем Саратовском 
Заволжье, в пределах Советско-Степновской зоны дислокаций. 
Поднятие относится к типично погребенным структурам и не 
имеет отражения ;в каменноугольных и мезозойских отложени
ях. По данным К. А. Машковича (1961), девонской антикли
нальной складке, ориентированной с северо-запада на юго-во
сток и осложненной тремя сбросами широтного простирания, в 
карбоне соответствует моноклиналь, наклоненная на юго-во
сток, а в мезозое — пологая синклиналь (рис. 24). Структур
ные ловушки встречаются только в терригенных породах дево
на. Наличие дизъюнктивных нарушений косвенным образом 
подтверждается отсутствием.ряда горизонтов, а главным обра
зом результатами опробования скважин и данными по обра
ботке промыслово-геофизических материалов. 

Продуктивность структуры связана с песчаными коллекто
рами живетского яруса, где в пласте ДгѴІ обнаружена газовая, 
я в пластах Д 2 Ѵ и Д 2 ІѴа •— газонефтяные залежи. 

Залежь пласта Д2ѴІ живетского яруса 
Промышленная газоносность данного пласта установлена 

в скв. 1, где при опробовании интервала 2761—2772,7 м был по
лучен сухой газ с абсолютно свободным дебитом 839 тыс. 
м3/сут. 

Отражение влияния залежи можно проанализировать по 
результатам исследования (скв. 15, 13 и 17) нижележащих 
подземных вод мосоловокого горизонта (рис. 25, 26, табл. 34). 

В его разрезе в пределах Приволжской площади выделяют
ся два самостоятельных водоносных пласта (рис. 25, 26). Объ
ектом исследования является первый, залегающий в кровле мо-
соловских отложений. Он характеризуется ограниченным рас
пространением, его мощность колеблется от 0 до 4 м. От по
дошвы пласта ДгѴІ подземные воды названных отложений от
деляются 10—12-метровой пачкой глин черноярского горизон
та . 

Состав водорастворенного газа отличается высоким про-
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Рис. 23. Вертикальные ореолы рассеяния залежей живетского яруса Любимовского 
месторождения. 

/ — песчаники; 2 —глины; 3 — известняки и доломиты; 4 — интервал опробования; результаты оп
робования: 5 —газ; 5 —нефть; 7 —вода; S — состав водорастворенного газа в объемных Ofo. 



Hi 

Рис. 24. Вертикальные ореолы рассеяния залежей Приволжского месторождения. 
/ — изогипсы кровли пласта D 2 V живетского яруса; 2 —линии дизъюнктивных нарушений; 3 — зо
на отсутствия коллектора; 4 — песчаники; 5 —глины; б — известняки и доломиты; 7 — интервал оп
робования; результаты опробования: 8 — газ; 9 — нефть; 10 — вода; / / — состав водорастворенного 

газа в объемных "/0; направление миграционных потоков: 12 — СН 4; 13 — 2 Т у ; 14 — N2-



Рис. 25. Вертикальные ореолы рассеяния залежей Приволжского 
месторождения. Условные обозначения — на рис. 24.. 

центом содержания углеводородов (главным образом метана) 
и незначительными концентрациями азота. Соотношение ком
понентов газовой составляющей указывает либо на продуктив
ность данных отложений, либо на.влияние вышерасположен
ной газовой залежи пласта ДгѴІ. Наиболее обнадеживающую 
характеристику дает водорастворенный газ скв. 13, в составе 
которого есть тяжелые углеводороды до С 4 Н 1 0 включительно. 
В полном соответствии с газовой фазой находится и OB под
земных вод, причем и здесь выделяются результаты анализа 
вод, полученных по скв. 13, где отмечаются аномалийно-по-
вышенные концентрации бензола, фенолов, аминов. 

Расчет термодинамической силы, определяющей направле
ние миграции, показал, что поток бензола направлен от залежи 
вниз по разрезу мосоловских отложений (от I к I I пласту) , 
вскрытых скв. 13 (табл. 35). • 

119 



Характеристика подземных вод и природ ных газов Приволжской площади 
Таблица 34 

1 2854-2865 Д 2 ѴІ 
9 2802—2814 Д 2 Ѵ 
1 2787—2803 Д 2 Ѵ І 

17 2728 -2736 Д 2ІѴа 
15 2713-2729 Д 2ІѴа 

1. Природ 
91,3 
89.55 
92,23 
85,51 
86,027 

2. Водораство 
13 2786 -2790 Д 2 ІѴ . 485 
15 2780--2784 д 2 і ѵ 648 
9 2874--2863 Д 2ѴІ 740 

15 2869 -2873 мосоловский 875 
17 2894--2898 мосоловский 798 
13 2945 -2949 мосоловский 815 

Д 2 ІѴа 1163 
1 Д 2 Ѵ 1222 

73,5 
75,0 
68,5 
76,5 
75,0 
76,0 

206,00] 
194,48 
246,41 
201,98 
231,04 
251,82| 

80,20 
92,06 
83,14 
92,74 
89,50 
88,45 

Водорастворенный газ на 
I 72 I I 85,08 I 
I 75 I I 83,78 I 

4. Органическое 

№ 
С К В . 

Интервал 
перфорации, м Возраст 

13 2786-2790 Д 2ІѴа 
15 2780—2784 Д 3 Ѵ 
9 2874—2863 Д 2ѴІ 

17 2894- 2898 мосоловский 
13 2984-2988 мосоловский 
13 2945—2949 мосоловский 

5. Ионно-солевой сое 

№ 
скв. 

Интервал перфо
рации, м Уд. вес pH СОз Н С 0 3 Cl s o 4 

9 
17 
15 
15 
13 

2874—2863 
2894-2898 
2869—2873 
2780—2784 
2945—2949 

1,169 
1,162 
1,142 
1,140 
1,152 

5,85 
5.20 
7,60 
5.00 

нет 
нет 
нет 
нет 
нет 

нет 
73,2 
36,6 
85.4 
30,5 

152 668.8 
143 549.4 
125 734,2 
120937,8 
133 988.4 

260,07 
338,25 
267.48 
631.24 
516,84 

ныи газ 
2,88 1,88 1,14 0.50 
3,12 1 J 2 0,78 1,98 
3,25 1,76 0,81 0,32 
6,2 3,04 1,31 0,63 
5,8 2,48 0,77 0,17 0,013 

0,85 
1,32 
0,86 
0,95 

1,450 
1,560 
0.652 
2,290 
4,690 

ренный 
5,2 
3,13 
1,94 
1,87 
1,96 
3,01 

2,60 
(1,40 
0.20 

0,10 
1,00 

границе с залежью (по расчету) 
1,80 I 0,32 I 0,06 I — I — 
0,89 I 0,15 I 0.07 I — I — 

вещество 

10,84 
13,99 

1,90 
1.12 

Битум, 
балл. 

Фенолы, 
мг/л 

Бензол, 
мг/л 

Толуол, 
мг/л 

Ами
ны, 

мг/л 
Рорг> 
мг/л 

0,196 0,330 0,065 
6 нет 0,035 0,512 0.170 
5 0.240 0,135 0,08 0,360 0.290 

4 - 5 0,324 0,053 нет 0,480 0,088 
9 — 0,095 0,02 0.595 0,420 

4 - 5 0,660 0,290 
0,02 

0,525 0,105 

тав подземных вод, мг/л 

£ s; 
• 

і_ га Состав газа, % объемные 
Си + . 

№ 
С К В . 

Интервал 
перфорации,м Возраст m ^ о -

m Си га о 

У
пр

уг
ос

і 
га

за
, 

am
. 

Т
ем

пе
ра

-

ра
 

пл
ас

т 
°С

 

М
ин

ер
ал

 
во

д,
 

г/
л 

СН 4 
X 
и . 

ад 
X 

со 

о 

о 

X 
и 

+ . 
s g 

X у 
U ю X 

о 

о 
U 

W 

і 

z U W 

II 

X 
и 

1 

СО М 

+ 
э 

0,6 — — 1,00 9,43 9.4 9.5 26 
— — 1,00 1,20 2,21 43,7 26.3 230 
— — 6,10 1,02 7,60 12,0 38.8 417 
— — 2.80 0,83 1.76 55,3 49,5 

0,2 
— — 2,24 6,20 14,8 43,4 895 

0,2 — 3,28 0.60 3,46 27.7 21,0 74 

Вг I Ca Mg NH 4 

K+Na 
по расч. В Fe 

общ. 
Сумма с о 
лей, г/л 

896,58 
878.59 
753,08 
537,91 
842,73 

8,28 
10,41 
9,38 
2,47 
7,93 

28518,55 
27 454,42 
24 373,90 
23 013.98 
25210,77 

2841,06 
3615,89 
3427,65 
3554,60 
3554,60 

12,20 
21,74 
19,05 
30,73 
18,18 

61 277,98 
55167,34 
47 423,93 
45 748,84 
51 720,56 

33.54 
90,89 
38,95 
75,74 
36,79 

901,55 
272.84 
1982,46 
559.75 
769.66 

246.410 ' 
231.040 
201,985 
194,484 
215,825 
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Рис. 26. Вертикальные ореолы рассеяния залежей Приволжского 
месторождения. Условные обозначения — на рис. 24. 

Из 10 пробуренных на Приволжской структуре скважин от
ложения опробовались в пяти. В трех получена пластовая во
да, в одной — приток вообще не получен, а в пятой отмечались 
незначительные газопроявления (скв. 10). В ряде скважин 
(4,1, 12, 10,5) коллектора мосоловского горизонта заглинизиро-
ваны. 

Все изложенное указывает на то, что мосоловские отложе
ния на большей части площади вряд ли продуктивны и наблю
даемые характеристики состава водорастворенного газа и OB 
связаны с нисходящим влиянием газовой залежи пласта ДгѴІ 
живетского яруса. 

Этот вывод подтверждается и расчетом направления диф
фузионного потока бензола, который показал, что миграция 
последнего идет от живетских отложений (шіаст ДгѴІ), вскры
тых скв. 9, к мосоловским, ©скрытым скв. 17 (табл. 35). 
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Таблица 35 

Результаты расчета термодинамических сил «X», определяющих направление диффузионных потоков 
на Приволжском месторождении 

№ скв. 

И н т е р в а л р а с ч е т а 

Термодинамическая 
сила бензола „X" 

№ скв. 
от до Термодинамическая 

сила бензола „X" 
№ скв. 

возраст интервал 
перфорации, м № скв. возраст интервал 

перфорации, м 

Термодинамическая 
сила бензола „X" 

13 
9 

мосоловский 
живетский 

2945-2949 
2863—2874 

13 
17 

мосоловский 
мосоловский 

2984—2988 
2894-2898 

+0,711 
+ - 0 , 1 4 5 - Ю - 2 



Рис. 27. Вертикальные ореолы рассеяния залежей Кленовского месторождения. 
/ — изогипсы кровли песчаников бобриковского горизонта; 2 — контур нефтеносности- 3 — зона от
сутствия коллектора; 4 — песчаники; 5 —глины; в — известняки и доломиты; 7 — известняки глинис
тые; « — интервал опробования; результаты опробования: 9 — газ; 10 — нефть; / / — вода- 12 — состав 
водорастворенного газа в объемных % ; направления миграционных потоков: 13— СН,- 14 У ' 



2. К л е н о в с к о е м е с т о р о ж д е н и е 
Кл'еновское поднятие вместе с Лемешкинским, Ново-Ку

банским и Меловатеким образует единую тектоническую зону 
северо-восточного борта Терсинской впадины, занимая среди 
указанных структур наивысшее гипсометрическое положение. 
Структура представляет собой брахиантиклинальную складку 
северо-восточного простирания, с .крутым западным и пологим 
восточным крыльями (рис.27) . 

c m 4 с к і З сто 5 

ГЕЗ* сн«і|£)>ѵсог 9 

Рис. 28. Вертикальный ореол рассеяния газонефтяной залежи 
бобриковского горизонта Южно-Генеральского месторождения. 
/ — песчаники; 2— глины; 3—известняки и доломиты; 4— известняки гли
нистые;'5— интервал опробования; результаты опробования: 6 — газ; 7 — 
нефть; в —вода; 9 — состав водорастворенного газа в объемных %; на

правления миграционных потоков: 10 — СН 4; И — 2т.у! ^ "" N 2-

Нефтегазоносность Кленовского месторождения связана с 
породами девона и карбона. К ібобпиковскому горизонту при
урочена нефтяная залежь без газовой шапки, пластовая, сводо
вая, подстилается водой. 
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Небольшая .газовая залежь приурочена к известнякам верх
ней части евлановско-ливенских отложений (пласт Е і ) . В дру
гом пласте-коллекторе ( Е 2 ) имеется газовая залежь с нефтя
ной оторочкой, полностью подстилающей газовую часть. 

Две небольшие газовые залежи установлены в заглияизи-
рованных известняках воронежских отложений (пласты Ві и 
В 2 ) . 

Залежь евлановско-ливенских отложени.. 
Масштабы вертикального влияния данной залежи могут 

быть оценены по результатам исследования газовой состав
ляющей подземных вод задонско-елецких отложений, вскрытых 
в присводовой части структуры, в скв. 9, на расстоянии около 
65 м от кровли продуктивных евлановско-ливенских отложений. 
В составе водорастворенного газа отмечаются прежде всего 
все гомологи метана, до С 5 Н і 2 включительно. Значения коэф
фициентов (КьКгЖз) также определенно указывают либо на 
продуктивность самих задонско-елецких отложений, либо на 
нахождение их в сфере вертикального влияния нефтяной или 
•газонефтяной залежи. Следовательно, возможно допустить, что 
формирование газовой составляющей этих вод происходит под 
влиянием газонефтяной залежи евлановско-ливенских отложе
ний. Этому не противоречат и результаты сопоставления со
ставов природного и водорастворенного газа (табл. 36), так как 
наблюдаемые отличия вполне закономерны. В водорастворен-
ном газе, по сравнению со свободным, несколько понижена 
концентрация углеводородов (как легких, так и тяжелых) и 
почти в восемь раз выше процентное содержание азота. Одна
ко расчет диффузионных потоков показал, что залежь не явля
ется источником тяжелых углеводородов и азота для вод за
донско-елецких отложений (табл. 36, рис. 38). Лишь увеличе
ние концентрации легких углеводородов, величина диффузион
ного потока которых из залежи довольно значительна, может 
быть связано с влиянием залежи. 

Промежуточная толща пород от кровли залежи евлановско-
ливенских отложений до исследуемого водоносного горизонта 
представлена в основном глинистыми доломитизированными 
известняками, в средней части которых выделяется пачка ар
гиллитов мощностью 10—12 м. Вероятно, они и оказывают ос
новное экранирующее воздействие, которое должны преодолеть 
мигранты газонефтяяой залежи евлановско-ливенского гори
зонта на'пути к водам задонско-елецких отложений. 

Таким образом, для легких углеводородов ореольное рассея-
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Характеристика подземных вод и природных газов Кленовской площади 
Таблица 36 

Интервал 
перфорации, 

м 
Возраст 

и 
о 

Г
аз

ов
ы

 
ф

ак
то

р 
см

3/л
 

У
пр

уг
о 

га
за

, а
/ 

Т
ем

пе
р,

 
пл

ас
та

, 
М

ин
ер

а 
во

ды
, 

г 

Состав газа. %, объемные 

X 
и 

X 
и и 

+ . 

CJ m 
О 
U 

го
р.

 

cm £ 
и и 

І І^ II 

Ьй 

1. Природный газ 

2. Водорастворенный газ 

12 

10 

1463—1470 

2033—2027 

3. Водорастворенный газ на границе с залежью (по расчету) 

бобриков-
ский 
евлановско-
ливенский 

10 2033—2027 евлановско- 200 85,9 3,8 1.2 1,7 1,2 0,8 54,0 
12 ливенский 

1.2 1,7 1,2 0,8 54,0 
12 1463-1470 бобриков-

ский 
— 156 — — 91,8 2,6 0,5 0,1 1,0 — 2,0 нет 

11 
2 

1500— 
1522— 

-1513 
-1539 

тульский 
бобриков-

496.2 65 40 174,6 75,9 0,6 — - — — 2,5 20.99 3,6 126,5 

9 1975- -1980 
ский 
задонско-

271,7 34 41 74,6 1.9 0,15 0,05 — — 0,5 22,00 3,5 35,5 
елецкий 317,0 50 56 204,8 72,8 2,3 0.7 0,2 0,06 — 0,9 23,10 3,3 22,8 

518,5 37 43 179,6 60,56 1,22 0,13 0,13 33,72 4,24 

995,0 200 58 226,2 84,26 1,39 0.15 0,11 — — 11,13 2,96 

+ 
X 

со ! 
CJ : 

37,1 

8,0 



ние рассматриваемой залежи, вероятно, превышает 65 м, для 
тяжелых оно ниже указанной величины. 

Залежь бобр'иковского горизонта 

Масштабы вертикального влияния нефтяной залежи бобри-
ковского горизонта рассмотрены по результатам исследования 
подземных вод тульского горизонта, полученных при опробова
нии скв. 11 на северном периклйнальном окончании Кленовско-
го поднятия. Эта скважина расположена на расстоянии поряд
ка 1300 м от контура залежи по бобриковскому горизонту. 
Вскрытая часть водоносного пласта находится на 20 м выше 
кровли продуктивного горизонта (рис. 27). 

Состав водорастворенного газа типичен для непродуктив
ных пластов (табл. 36). В нем совсем нет углеводородов тя
желее зтана и очень высоко процентное содержание азота 
(20,9%). Отсутствие влияния залежи на состав водораство
ренного газа тульского горизонта подтверждается и расчетом 
направлений диффузионных потоков отдельных компонентов 
(табл. 37, рис. 27). 

Согласно полученным данным, диффузия основной массы 
углеводородов (легких) возможна только в сторону залежи. 
Из залежи наблюдается миграция азота и тяжелых'углеводо
родов, но поток последних весьма мал чі состоит из одного 
зтана. 

• Таким образом, в исследуемой части тульского горизонта 
ощутимого влияния залежи не отмечается. Роль основного 
экрана выполняет 20-метровая пачка глин в подошве го
ризонта, служащей покрышкой нефтяной залежи. Мощность 
глинистых пород возрастает в северной части поднятия. Кроме 
того, возможно, что отсутствие влияния нефтяной залежи бо-
бриковского горизонта не зафиксировано в связи со структур
ным положением скв. 11. 

3. Ю ж н о - Г е н е р а л ь с к о е м е с т о р о ж д е н и е 

Залежь бобриковского горизонта * 

Для проведения анализа ореольного рассеяния залежи 
вниз по разрезу структуры обратимся к составу подземных 

* Краткая характеристика геологического строения и нефтегазонос
ное™ Южно-Генеральского месторождения дана в начале главы. 
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Таблица 37 

Результаты расчета диффузионных потоков газообразных компонентов залежей Кленовского 
месторождения 

И н т е р в а л р а с ч е т а 

Р
ас

ст
оя

ни
е 

м
еж

ду
 т

оч
ка


м

и,
 м

 

Потоки І = І П • 10—14 смЦсек 
п = 1 . 2.-3 от до 

Р
ас

ст
оя

ни
е 

м
еж

ду
 т

оч
ка


м

и,
 м

 

Потоки І = І П • 10—14 смЦсек 
п = 1 . 2.-3 

№ скв. возраст 
интервал 

перфорации, 
м 

№ 
СКВ. 

возраст 
интервал 

перфорации, 
м Р

ас
ст

оя
ни

е 
м

еж
ду

 т
оч

ка


м
и,

 м
 

Іі(СН 4) 13 (2 Т . у.) Із <Na) 

конт. евлановско-ли-
венский 

бобриковский 

2045-2070 

1463-1503 

9 

11 

задонско-елец-
кий 

тульский 

1975-1980 

1500-1513 

65 

1300 

+9.05 

- 0 . 1 7 

-0 ,21 

+0,02 

- 8 , 8 4 

+0,15 



Характеристика подземных вод и при 

Интервал 
перфорации, 

м 
Возраст 

та 

I 
со Си 
са о 

I s " 

H С 

Bf 
О 

С о с т а в 

X 
и 

1361—1371 I бобриковский 

верейский 
верейский 
верейский 
верейский 
нижне-башкир-

ский 
нижне-башкир-

ский 
окский 
бобриковский 
живетский 

4 950- -958 
3 903- -908 
3 930- -936 
5 909- -914 
3 1041- 1050 

1055- -1071 
5 1060- -1081 

3 1311— -1321 
4 1370— -1376 
3 1673- -1681 

— |153 I 41 

1. Природ 

187,8 I 3,601 

2. Водораст 

211 16 36 86,405 83,65 0,60 
352 24,6 33 79,080 77,46 0,90 
606 45 32 106,918 84,65 1,34 
549 41,9 31 116,054 79,80 1,00 

1040 100 37,0 110,00 84,06 2,40 

810 65 37,5 111,097 87,47 2,16 
691 92 43 183,765 69,58 2,28 
572 55 41 155,292 93,00 следы 
364 58 54 166,489 49,60 1,10 

бобриковский 

3. Водорастворенный газ на гра 

1454 Ц53 |41 I 154,0 |73,04| 1.241 

4. Ионно-солевой 

№ 
скв. 

Интервал пер
форации, м 

Уд. 
вес рн СОз НСз C l S 0 4 

3 1673—1681 1,120 6.2 нет 73.2 102 641,0 936,57 
4 1370-1376 1,110 5,4 нет 24,4 965 539,3 340,72 
4 950—958 1.063 7,4 нет 91,5 54 400,5 305.33 
5 1060—1081 1,077 4,9 36,0 231.8 68 727,0 190,94 
3 1311—1321 1,130 4.7 нет 109,8 113806,0 128,39 
3 903—908 1,058 7,3 нет 91,5 448 774,0 203,28 
5 909—914 1,084 7,4 нет 54,9 716 683,0 181,88 
3 930-936 1,078 6,9 нет 79.3 661 140,5 177,77 
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родных газов Южно-Генеральской площади 
Таблица 38 

г а з а , 

X 
СО 

и 

X 
и 

о б ъ е м н ы е 

+ а 
Cl и •г 3 

-С ta 
1 0 I 

О 
и 

6. 
о 
и 

1 

2 X 
О W 

II 

К — ^ К з " С 3 Н 8 + 
-f высш. 

ныи газ 

I 0,38 I 1,80 I I - I 1,50 I 2,70 I - I 

воренныи газ 

1,61 1,33 12,81 6,6 139,4 
— . — « — 0,51 21.13 3.7 86,0 

0,40 — 0,82 12,79 6,7 48,6 212,5 
— — — 1.05 18,15 4,4 79,8 ~ 

м,72 — 0,24 — 2,66 9.92 8,8 25,0 97 

0,31 _ _ 2.25 7.0 13,9 23,6 78 
0,38 — . 4,76 3,2 19.8 4,1 26,1 184.4 0,38 

— 0.7 6,3 14,7 ~ 
— — — 1,7 2,2 45.4 1,1 45,0 

нице с залежью (по расчету) 

0,07 I 0,07 I — I — I 24,0 I 1,581 

состав (мг/л) 

Вг Ca Mg NH 4 

K + N a 
по расч. 

Fe 
общ. 

Сумма 
солей, г/л 

571.43 
428.57 
230.16 
140,21 
253.97 
206,35 
291.00 
264,55 

6.51 
4,63 
5.02 
5.92 
8.87 
4,79 
4.79 
нет 

15 890,78 
10 944,84 
6 007,40 
6 649,30 

11 968,74 
5129,46 
7 789,18 
7029,26 

2821,92 
3622,47 
1705,01 
1844,43 
2997,2 
1383,32 
1844.43 
1959,71 

66,7 
208,33 
77,92 
72,99 

106.38 
34,36 
45.25 
40,32 

43 550,5 
43 230,3 
25 311,5 
33 609.44 
54 447,8 
23 278,53 
34198,24 
31 262,29 

25,97 
49,77 
23,8 
34,62 
47,61 
23.8 
23,8 
31,38 

509,38 
4,20 

53.62 
106,95 
38.26 
16,14 
54.70 
63,67 

166,498 
155,292 
88.105 

111,097 
183,765 
79,080 

116,054 
106.918 
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вод девонских отложений (пласт ДаІѴа), полученных при 
опробовании скв. 3 на расстоянии около 300 м от продуктив
ного пласта (табл. 38). В составе водорастворенного газа 
значителен удельный івес азота (46,4%). Тяжелые углеводо
роды, за исключением этана (содержание которого составляет 
всего 1,1%), здесь полностью отсутствуют. Таким образом, 
характеристика газа типична для вод, не находящихся в сфе
ре влияния залежей. 

Расчет направлений диффузионных потоков газа показал, 
что миграция легких и тяжелых углеводородов в разрезе 
скв. 3 направлена от залежи к живетским отложениям (рис. 28̂ , 
табл. 39). Но вследствие того, что диффузия протекает через 
неоднородные пласты и в обстановке значительного измене
ния термодинамических условий, концентрация углеводород
ных газов резко падает и, как уже отмечалось, влияние зале
жи на состав растворенного газа в пласте ДаІѴа уже не про
является. Этот вывод подтверждается и значениями характер
ных коэффициентов, указывающих также не .бесперспектив
ность данных отложений (табл. 38). 

Близкие результаты получены и при исследовании'отраже
ния нисходящего ореола влияния залежи в составе OB под
земных вод живетского яруса (табл. 38). Содержание битума, 
фенолов и аминов близко или очень незначительно превышает 
те концентрации, которые обычно характеризуют фоновые 
воды, а бензола (0,007 мг/л или 0,001 мг/л) находится на гра
ни чувствительности метода. 

Следовательно, как и для газовой составляющей подзем
ных вод, на расстоянии 300 м от источника, вниз по разрезу 
данной структуры, ореол влияния залежи не проявляется и в 
составе OB подземных вод. 

4. К а л и н и н с к о е м е с т о р о ж д е н и е 

Масштабы вертикального ореольного рассеяния литологи-
чески-экранированной нефтяной залежи,, приуроченной к пес
чаникам пласта ДгІѴа старооскольеких отложений, рассмат
риваются по результатам исследования подземных вод мул-
линских и кыновско-пашийских отложений, отобранных на 
расстоянии соответственно 70 и 155 м от продуктивного плас
та вверх по разрезу (рис. 29). 

Калининское месторождение расположено в пределах 
ближнего Саратовского Заволжья. Как в девоне, так и в кар-
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Рис. 29. Вертикальные ореолы рассеяния залежей живет
ского яруса Калининского месторождения. 

1 — изогипсы кровли пласта Ог'Ѵа живетского яруса; 2 — литологиче-
ский экран; 3— зона нефтеносности; 4— песчаники; 5 — глины; 6 — 
известняки; 7 — интервал опробования; 8 — вода; 9 — состав водорас
творенного газа в объемных % ; —^-направления миграционного по

тока бензола 

боне зафиксировано моноклинальное залегание пород, с па
дением их в юго-восточном направлении. 

Природный газ рассматриваемого месторождения харак
теризуется высоким процентом содержания тяжелых углево
дородов (27,2%) и сравнительно незначительным — азота 
(9,8%). Вся гамма тяжелых углеводородов (до бутана вклю
чительно) встречается и в составе водорастворенного газа 
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Таблица 39 
Результаты расчета диффузионных потоков газообразных компонентов залежей Южно-Генеральского 

месторождения 

И н т е р в а л р а с ч е т а 

Р
ас

ст
оя

ни
е 

м
еж

ду
 т

оч


ка
м

и 
от

бо


ра
, 

м
 

Потоки І = І П - 1 0 - 1 4 смъ\сек 
п = 1 , 2, 3 от до -

Р
ас

ст
оя

ни
е 

м
еж

ду
 т

оч


ка
м

и 
от

бо


ра
, 

м
 

Потоки І = І П - 1 0 - 1 4 смъ\сек 
п = 1 , 2, 3 

№ 
С К В . возраст 

интервал 
перфорации, 

м 
Л' 

С К В . 
возраст 

интервал 
перфорации, 

м Р
ас

ст
оя

ни
е 

м
еж

ду
 т

оч


ка
м

и 
от

бо


ра
, 

м
 

Ii (СН 4 ) I j (S T . у.) 1з (Nj) -

а) по вертикали 

3 бобриковский 1361- -1371 3 окский 1311- -1321 61 +6,82 - 1 , 5 5 —5.27, 
(конт) 

+6,82 - 1 , 5 5 
> 

3 окский 1311- -1321 3 нижнебашкир 1041— -1050; 255 - 0 , 5 2 - 0 , 0 4 +0,56 

нижнебашкир
ский 1055- -1071 

3 нижнебашкир 1041- -1050; 3 верейский 930- 936 135 + 1,57 + 0,16 - 1 , 7 3 
ский 1055- -1071 

верейский + 1,57 - 1 , 7 3 

3 верейский 930- -936 3 верейский 905- -908 15 .+ 6.43 +0,81 —7.24 

3 бобриковский 1361- -1371 3 староосколь-
(конт) ский 1673- -1681 289 +2,59 +0,04 —2,63 

4 бобриковский 1370- -1376 4 верейский 950- -958 420 + 1,12 —0,02 —1,10 

5 бобриковский 1371- -1377 5 нижнебашкир
+ 1,14 (конт) 

нижнебашкир
ский 1060- -1081 311 + 1,14 —0,05 - 1 . 0 9 

5 нижнебашкир
1060- -1081 ский 1060- -1081 5 верейский 909- -914 150 +5,07 +2,02 —7,09 

б) по пласту 

(конт) | бобриковский I 1361—1371 | 4 | бобриковский | 1370-1376 1 10С0 | +0.29 |" +0,24 | —0.53 



Продолжениё 

И н т е р в а л р а с ч е т а 

Р
ас

ст
оя

ни
е 

м
еж

ду
 т

оч
ка


ми

 о
тб

ор
а,

 
м

 Потоки І = І „ - 1 0 - 1 4 ем3/сек. 
п = 1 . 2, 3 от Д О 

Р
ас

ст
оя

ни
е 

м
еж

ду
 т

оч
ка


ми

 о
тб

ор
а,

 
м

 Потоки І = І „ - 1 0 - 1 4 ем3/сек. 
п = 1 . 2, 3 

№ 
С К В . возраст 

интервал 
перфорации, 

м 
№ 

скв. возраст 
интервал 

перфорации, 
м Р

ас
ст

оя
ни

е 
м

еж
ду

 т
оч

ка


ми
 о

тб
ор

а,
 

м
 

Ii (СН 4 ) I 2 (S T . у.) I 3 ( N 2 ) 

Термодинамические силы Х ь определяющие направление диффузионного потока водорастворенного 
органического вещества 

Сила X t 

бензола | фенола 

3 окский 1311--1321 3 нижнебашкир
+0.37,10-3 

окский 
ский 1041--1050 261 +0.37,10-3 +0,6-10-2 

3 нижнебашкир
ский 1041--1050 3 верейский 930--933 108 + 0 . 3 2 4 0 - 3 - 0 , 3 3 - Ю - з 

3 верейский 930--933 3 » 903--908 22 +0,986-10-3 +0,06-10-3 



продуктивного горизонта. Несмотря на это, газовая состав
ляющая подземных вод муллииских и .кыновско-пашийских 
отложений почти лишена тяжелых (1,5%) углеводородов и 
обогащена азотом (до 4 % ) . В соответствии с характеристикой 
состава водорастворенного газа соотношения его компонен-

Характеристика подземных вод и при 

Интервал 
(перфорации,I 

м 
Возраст 

со 

•е- ^ 

S ^ 
со « 
о -
со Си 
<0 о С со" 

СО 

СО 
"=5 
С 

ci 
Е- о S 
£. т 

«о ^ 
С ѵ - І 
си M 
X 

С о е 

X 
и 

1. Природ 

1 I 2772—2778 [ живетский | — | — J 74 |243,6 | 58,80| 18,0 | 

2. Водораство 

7 2771- -2777 живетский _ _ 70,5 _ 65.20 2.70 
2 2722--2727 муллинский 404 90 69.5 249,18 53,3 1,30 
2 2630--2640 кыновско-па-

шийский 1035 227,5 67 249,12 46 1,5 

3. Органическое 

№ скв. Интервал перфо
рации, м 

Геологический 
возраст 

2 2722—2727 муллинский 
2 2630-2634; 

муллинский 

2638—2642 кыновско-паший-
ский 

4. Ионно-солевой 

С К В . 

Интервал пер
форации, м 

Уд. 
вес pH СОз H СОз C l s o 4 Br 

2 2722—2727 1,170 5,0 нет 67.1 153 894.5 390,10 440.40 
2 І630—2634 

5,0 67.1 153 894.5 390,10 440.40 

2638—2642 1.158 6,1 нет 36,6 179399.0 622,19 679,17 
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тов (коэффициенты Ki , Ka, Кз) не отражают влияния залежей 
(табл. 40). В составе водорастворенной части OB практически, 
отсутствует бензол и содержание остальных исследуемых ком
понентов находится в пределах значений, отвечающих фону 
(та.бл. 40). 

Таблица 40 
родных газов Калининской площади 

г а з а , % о б ъ е м н ы е 

00 о + а 
CT U 2 

го
р.

 

2 и 
>> 

с 3 н 8 + 
+высшие 

со 
и 

ч 
и и + X. 

О 
и 2 

II 
с» 

iö 
ный газ 

I 5,40 I 2,50 I 1,30 I — I 4,20 | 9,80 | — | — 

ренный газ , 

1,06 0,10 1,0 21,10 2,5 . 16,8 
0,20 — — — 4,7 40,3 1.4 1,4 

— — — 29,5 21 20,6 3,8 30,6 

вещество 

Битум, Фенолы, Бензол, Амины, Фосфор 
балл мг/л мг/л мгіл орг.,мгІл 

4 0,2 — — . — 

5 0,3 0,009 0,0325 0,14 

состав (мг/л) 

I Ca Mg Na+K 
по расчету В Fe общ. Сумма 

солей, г/л 

10,46 

10,46 

19 370,70 

24 751,45 

3134,4 

3134,0 

354,14 

270,27 

71 536,21 

82181,07 

57,35 

36,79 

366,29 

389,02 

249,120-

290,993 
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Проведенный расчет термодинамических сил, определяю
щих 'направление диффузионных потоков, также подтвердил, 
что старооскольекие отложения не являются источником бен
зола, находящегося в водах муллинских пород (табл. 41). 

Таблица 41 
Расчет направления диффузионного потока 

бензола на Калининском месторождении 

ю 

« 

И н т е р в а л р а с ч е т а 

Зн
ач

ен
ие

 
те

р
м

од
ин

ам
ич

ес


ко
й 

си
лы
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ен


зо

ла
 

ю 

« 

от Д О 

Зн
ач

ен
ие

 
те

р
м

од
ин

ам
ич

ес


ко
й 

си
лы

 б
ен


зо

ла
 

ю 

« 
возраст 

интервал 
перфорации, 

м 
№ 

С К В . возраст 
интервал 

перфорации, 
м Зн

ач
ен

ие
 

те
р

м
од

ин
ам

ич
ес


ко

й 
си

лы
 б

ен


зо
ла

 

2 кыновско-
пашийский 2630-2642 2 муллинский 2722-2727 +0,57-10-

То, что состав газовой составляющей OB подземных вод 
не отражает влияния залежи, связано главным образом с эк
ранирующим влиянием, глин муллинского горизонта, средняя 
мощность которых составляет около 50 м . 



Г Л А В А V I О Б Щ И Е З А К О Н О М Е Р Н О С Т И И Ф А К Т О Р Ы , 

О П Р Е Д Е Л Я Ю Щ И Е М А С Ш Т А Б Ы Р А С С Е Я Н И Я 

З А Л Е Ж Е Й Н Е Ф Т И И Г А З А 

ПЛАСТОВОЕ ОРЕОЛЬНОЕ РАССЕЯНИЕ 

Масштабы пластового ореольного влияния 
нефтяных, газонефтяных и газовых залежей весьма различны, 
причем если в одних случаях даже приконтурные воды не не
сут следов этого влияния, то в других оно проявляется на рас
стоянии более 3000 м . 

Как отмечал еще академик А. Е. Ферсман (1955), «состоя
ние миграции и ее пути зависят в первую очередь от двух фак
торов: 1) от внутренних свойств самого атома, преимуществен
но его наружных электронов, в меньшей степени ядра; 2) от 
внешних термодинамических условий обстановки миграции». 
Важнейшее значение имеют «внешние условия»"обстановки 
миграции. Подчеркивая особую роль и значение условий сре
ды миграции, А. Е. Ферсман писал: «Если бы мы представили 
теоретически такую природную систему, которая практически 
не меняла во времени своих внешних факторов, ...такая систе
ма больше не обнаруживала бы миграции». 

Такие различные масштабы пластового ореольного влия
ния ' залежей, о которых говорилось выше, в первую очередь 
связаны с проявлением различных внешних факторов, усили
вающих или затрудняющих, а иногда и маскирующих процес
сы миграции. Последнее наиболее ярко может быть проиллю
стрировано примером практически не фиксируемых сейчас 
пластовых ореолов рассеяния некоторых залежей Родионов-
ского и Фурмановского месторождений. 

Как уже говорилось, в районе первого вследствие местного 
изменения направления движения подземных вод, связанного 
с резким падением давления на соседнем Урицком месторож
дении, произошла смена вод. Поэтому окружающие залежь 
«свежие» воды даже в непосредственной близости от контура 
не несут заметных следов рассеяния. В конечном проявлении 
Процесса описанный случай очень близок к тем, которые от
мечались для вод газовых залежей в меловых отложениях 

139 



Березовского месторождения Западной Сибири, IX пласта 
Газлинского и триаса Шебелинского месторождений и связы
вались Э. Е. Лондон, Л. М. Зорькиным и В. Г. Васильевым 
(1961) с резко смещенным равновесием между залежами и 
окружающими их водами. 

Приведенный пример нарушения такого равновесия слу
жит яркой иллюстрацией того положения, что «всякая залежь 
нефти или газа в гидродинамической системе проницаемых 
пластов является участком неустойчивого равновесия, которое 
может быть нарушено при малейшем изменении геологиче
ской обстановки» (М. К. Калинко, 1964). 

Отсутствие генетической связи между пластовыми водами 
и газовыми залежами в условиях искусственно нарушенного 
застойного режима вод может рассматриваться как один из 
факторов, определяющий атипичные явления геологических 
обстановок существования единой природной системы вода — 
газ. Поэтому безусловно правильно указывал М. С. Гуревич 
(1948) на необходимость учета роли длительности про
цесса взаимодействия вод и природных газов. «Длительное 
взаимодействие определяет наличие типичных, закономерных 
связей, в то время как кратковременные ассоциации воды и 
газа характеризуются атипичными, случайными и несогласую
щимися между собой признаками». 

Повышенная радиоактивность вод и пород (Фурмановское 
месторождение), обуславливающая разложение и глубокий 
метаморфизм углеводородных мигрантов залежей, может рас
сматриваться в качестве принципиально нового фактора, так
же определяющего полное отсутствие следов влияния залежей. 

Наряду с Практически не фиксируемым ореольным рассея
нием залежей оно может превышать 2000—3000 м , что харак
терно, например, для залежей Любимовского и Коробковского 
месторождений. В первом случае такие масштабы пластового 
влияния могли бы связываться с дизъюнктивной нарушен-
ностью месторождения, создающей, по мнению многих иссле
дователей, возможности более активного проявления не толь
ко процессов диффузии, но и фильтрации. Это вполне понят
но, так как вдоль плоскостей сброса возможно образование 
зон дробления, которые могут служить преимущественными 
путями миграции флюидов. 

Однако при анализе масштабов пластовой миграции важ
но учитывать то, что при прочих равных условиях дизъюнктив
ные нарушения должны рассматриваться как проводящие и 
не затрудняющие миграцию лишь тогда, когда они по плое
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кости сброса не контактируют с флюидоупорными породами 
(например, галогенными или глинистыми). В противном слу
чае дизъюнктивные нарушения, наоборот, выполняют роль 
экранов. Как отмечал А. И. Леворсен (1967), многие геологи 
полагали, что сброс является обычно местом утечки нефти и 
газа, а потому избегали включать районы сбросообразования 
в программы поисково-разведочных работ. В то же время ко
личество нефтяных залежей, связанных со сбросами, увеличи
валось, пока не возникла «структурная теория» для объясне
ния генезиса нефтяных и газовых залежей, разместившихся 
на любой приподнятой структурной форме. 

Эта ж е мысль подчеркивалась и Н. А. Кудрявцевым (1959) 
на львовской дискуссии по происхождению нефти: «Легенду 
о вертикальной миграции нефти только по сбросам... нужно 
отвергнуть. Наоборот, сбросы и вообще трещины дизъюнктив
ных смещений гораздо чаще служат экранирующими, чем 
проводящими поверхностями». 

При анализе связи газонефтеносности девонских отложе
ний с тектоническим строением локальных структур Ниж
него Поволжья, осложненных сбросами, было установлено 
(А. М. Бельков и др., 1967), что залежи нефти и газа в пластах-
коллекторах возможны только в том случае, если они по плос
кости сбрасывателя запечатываются глинистыми породами. 
Другими словами, роль дизъюнктивных нарушений как одного 
из факторов, облегчающих или затрудняющих процессы ми
грации, зависит от того, с какими типами пород контактируют 
по сбросу пласты-коллекторы. 

Для палеозойско-мезозойской водонапорной системы в ка
честве региональных флюидоупорных толщ, как отмечалось в 
главе I I , выделяются глинистые породы муллинских слоев, 
тульского и верейского горизонтов, а также бийского яруса. 

Для ряда залежей Любимовского месторождения дизъюнк
тивные нарушения, вероятно, выполняют роль экранов, пре
пятствующих пластовой миграции компонентов нефти и газа. 
Поэтому мы не связываем фиксируемые сейчас размеры оре
ольного рассеяния залежей данного месторождения с наличи
ем здесь нарушений сбросового типа. 

Как показал анализ геологического строения Любимовской 
структуры, проведенный К. А. Машковичем (1965), образова
ние дизъюнктивных нарушений произошло после формирова
ния залежей. В процессе тектонических подвижек, обусловив
ших сбросообразование, нефть и газ, обгоняя в своем движе
нии воду, перемещались по зонам дробления. Это и нашло 
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свое отражение в сложной картине наблюдаемого сейчас рас
пределения залежей. 

Подобные условия формирования месторождения дают 
основания предполагать, что отмечаемые ореолы рассеяния 
залежей, в соответствии с классификацией Н. И. Сафронова 
(1962), относятся к так называемому смешанному типу. Их 
образование — результат взаимного наложения первичных 
процессов, сингенетичных самому месторождению, и вторич
ных, связанных с процессами миграции, происходившими пос
ле образования залежей. 

Размеры ореолов рассеяния смешанного типа, как мы убе
дились на примере Любимовского месторождения, весьма зна
чительны и превышают 2000—3000 м. Таким образом, проис
хождение ореолов, вероятно, также оказывает известное влия
ние и на их размеры. 

Одним из факторов, прямым образом регулирующих мас
штабы рассеяния залежей, служит и мощность самого источ
ника миграции, т. е. площадь, занятая нефтью и газом, и этаж 
нефтегазоносности. Роль этого фактора вполне понятна, если 
иметь в виду, что процессы диффузионной миграции компонен
тов нефти и газа достаточно близки процессам, связанным с 
распространением тепла. Вследствие этого допустимо прове
дение следующей аналогии. При малых объемах источника 
(незначительная залежь) ощутимое распространение тепла 
будет отмечаться на гораздо меньшем удалении от него, чем 
от источника с большими размерами (крупная залежь) . Фак
тический материал, рассмотренный в главе V, полностью под
твердил указанную зависимость. 

Относительно небольшие залежи нефти и газа и отдельные 
непромышленные скопления углеводородов имеют и сравни
тельно небольшие масштабы пластового ореольного влияния, 
не превышающего в общем, как правило, 1000—1500 м. Оре-
ольное рассеяние крупных залежей (Коробковское месторож
дение) составляет более 2000 м. 

Отсюда следует, что если при значениях состава подзем
ных вод, характеризующих ореольное рассеяние залежи на 
сравнительно незначительном удалении от источника инфор
мации, не будет обнаружено скопление углеводородов, то, 
следовательно, фиксируемый ореол обязан своим происхожде
нием крупному месторождению, удаленному на большее рас
стояние. В зависимости от этого должны быть ориентированы 
и поисково-разведочные работы. 

Таким образом, исследования ореолов рассеяния значи-
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тельно расширяют возможность использования гидрогеохими
ческих критериев нефтегазоносности и в том отношении, что 
позволяют в известной степени заранее рассчитывать на об
наружение определенных залежей (мелких или крупных). 
Вместе с тем мы уже отмечали (А. С. Зингер, 1966), что во
прос о теоретическом обосновании возможности выделения 
или использования уже известных показателей, указывающих 
на наличие промышленных залежей, представляется исключи
тельно сложным. Дело в том, что гидрогеохимическая инфор
мация при исследовании скважин, находящихся в непосредст
венной близости от незначительного скопления углеводородов, 
может быть более обнадеживающей, чем полученная в резуль
тате опробования скважин, удаленных на большое расстояние 
от крупнейших нефтяных или газовых залежей. Поэтому пред
ложение А. А. Карцева (1963) об отнесении большинства гид
рогеохимических показателей к категории критериев оценки 
нефтегазоносности вообще, без указания на значение (про
мышленные, непромышленные) прогнозируемых по ним зале
жей нефти или газа, определенно должно учитываться в прак
тике использования гидрогеохимических критериев. 

Строго говоря, проблема научного прогнозирования мас
штабов ожидаемых притоков нефти или газа вряд ли может 
быть полностью решена при использовании только одного ка
кого-либо метода анализа. Д а ж е получение притоков нефти 
или газа в-процессе опробования скважин на известном этапе 
поисков или в период разведки структур, как известно, еще 
не говорит о том необходимом минимуме скоплений углеводо
родов, который может быть назван залежью. Наиболее опти
мальное решение эта проблема может найти при комплексном 
анализе гидрогеологических и геолого-тектонических характе
ристик объектов исследования. Однако приближенная оценка 
ожидаемых залежей, некоторый качественный подход могут 
быть сделаны и по результатам исследования масштабов их 
ореольного рассеяния. 

В последнее время при использовании гидрогеохимических 
показателей нефтегазоносности большое внимание уделяется 
явлению так называемых «лобового и тылового» эффектов, 
которые проявляются в смещении зоны, отражающей влияние 
залежи, по направлению движения подземных вод. Введенное 
в указанном терминологическом определении в нефтепоиско-
вую гидрогеологию В. П. Савченко (1963), это явление смеще
ния ореолов влияния залежей нефти и газа и месторождений 
других полезных ископаемых как следствие проявления ди
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.намики подземных вод значительно раньше описано в лите
ратуре по поисковой геохимии и различным геохимическим 
методам поисков рудных полезных ископаемых (Н. И. Сафро-
нов, 1936, В. А. Соколов, 1956, И. И. Гинзбург, 1957, А. А. Сау-
ков, 1963 и др.) . 

При исследовании газовой составляющей подземных вод 
Куйбышевского Поволжья А. И. Чистовский (1963) впервые 
на фактическом материале отметил зависимость распределе
ния газовых компонентов от расположения вод по отношению 
к залежам, причем эта зависимость, т. е. явление «лобового 
и тылового» эффектов, характерно только для пермских и 
карбонатных отложений. 

В отложениях терригенного девона, по данным'А. И. Чи-/ 
стовского, наблюдается четкая зависимость газовой составля
ющей подземных вод от расстояния до залежи. При удалении 
от последней происходит равномерное (во все стороны) умень
шение содержания в водах метана, тяжелых углеводородов и 
увеличение азота. Такое непостоянство форм рассеяния ми
грантов залежей вполне понятно и связано с различным про
явлением динамики подземных вод в различных частях раз
реза исследуемой территории. 

В последнее время Е. В. Стадник (1967) на основании ма
териалов по Нижнему и Среднему Поволжью также отмечал 
проявление «лобового» и «тылового» эффектов влияния зале
жей, однако уже безотносительно к их расположению в раз
личных гидродинамических зонах. По данным Е. В. Стадника, 
этот эффект проявляется в увеличении газонасыщенности пла
стовых вод, содержания метана, тяжелых углеводородов, кис
лых компонентов, бензола, аммония и в уменьшении концент
раций сульфатов вод в тыловой части залежи по сравнению с 
лобовой. 

Данные представления теоретически являются безуслов
но обоснованными в случае наличия движения подземных вод. 
Д а ж е вне зависимости от соотношения скоростей миграции 
компонентов залежи и движения подземных вод аномалии 
должны бы иметь вытянутую форму по направлению движе
ния вод. Согласно расчетам А. И. Чистовского, в тыловой ча
сти залежи должна образовываться зона практически посто
янной концентрации мигрантов залежей. «В лобовой части 
дальность диффузионного проникновения будет значительно 
меньше, чем в условиях застойного режима. Влияние залежи 
в этом направлении может проявляться всего лишь на десятки 
метров». 
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Таким образом, форма фиксируемых аномалий при прояв
лении указанных эффектов должна бы скорее всего напоми
нать «веер», т. е. такую форму, когда рассеяние расходится 
главным образом в одном направлении от источника мигра
ции, а не «ореол», являющийся, по определению X. Э. Хоуке-
са (1954), более или менее симметричным рассеянием, сосре
доточенным вокруг месторождения. 

Достаточно большого и подробного фактического материа
ла, на котором можно было бы специально рассмотреть формы 
фиксируемых аномалий по залежам нефти и газа Нижнего 

. Поволжья, не имеется. Это связано с тем, что методика такого 
рода анализа требует наличия скважин, сравнительно равно
мерно распределенных на структурах и находящихся пример
но в одинаковых геологических условиях. 

Отдельные данные указывают на симметричную форму 
рассеяния мигрантов залежей, повторяющую форму структур 
как на территории Поволжья, так и в ряде других нефтегазо
носных районов. Так, например, Л. К. Гуцало (1967), иссле
дуя рассеяние залежей нефти и газа, отраженное в особен
ностях подземных вод Днепровско-Донецкой впадины, пишет: 
«В каждом конкретном случае форма ореола десульфирова-
ния в основном повторяет форму залежи...» и далее «...аммо
нийные, радиевые и стронциевые аномалии в пластовых водах 
образуются и существуют только в пределах распространения 
от залежи ореола углеводородных газов. Причем размер и 
форма ореола определяются в основном размером и формой 
ореола углеводородных газов». Поскольку в подземных водах 
максимальная упругость углеводородных газов обычно наблю
дается у контура нефтяной или газовой залежи и по мере уда
ления от зоны контакта падает, в указанном направлении про
исходит одновременно и уменьшение концентраций аммония, 
радия и стронция. 

Приведенные'сведения о распределении состава водораст
воренного газа и органического вещества подземных вод в 
окрестностях нефтяных, газонефтяных и газовых залежей 
Нижнего Поволжья также скорее говорят об определяющем 
влиянии удаления этих вод от источника миграции. Так или 
иначе, но пока не представляется возможным практически 
определить зависимость масштабов и формы рассеяния боль
шинства залежей от естественной динамики глубинных вод, 
во всяком случае для тех из них, которые расположены в зо
не затрудненного или застойного водообмена. 

Конкретные условия, определяющие масштабы пластовой 
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миграции компонентов залежей, конечно, не исчерпываются 
приведенными данными, характеризующими лишь некоторые, 
как закономерные, так и случайные явления тех природных 
обстановок, в которых этот процесс протекает. Отсутствие спе
циально подобранного фактического материала, определяю
щего природные условия миграции в породах разного литоло-
гического состава в зависимости от величины пластового дав
ления и давления насыщения в залежах различных типов с 
учетом интенсивности биохимических процессов (вообіде 
оставшихся вне поля зрения данной работы), серьезно затруд- • 
няет всестороннее рассмотрение данной проблемы. Тем не ме
нее проведенный анализ позволил получить достаточно опре
деленные представления о масштабах пластового рассеяния 
залежей и роли тех факторов, которые определяют эти мас
штабы. 

На основании его можно сделать следующие выводы: 
1. При прочих равных условиях пластовый ореол влияния, 

отраженный в составе водорастворенного газа и органическо
го вещества подземных вод, для большинства нефтяных, газо
нефтяных и газовых залежей Нижнего Поволжья, приурочен
ных к не осложненным дизъюнктивными нарушениями струк
турам, составляет, как правило, 1500—2000 м. 

2. Крупные залежи типа Коробковской (приуроченной к 
известнякам нижнебашкирских, намюрских и окско-серпухов-
ских отложений) характеризуются большими масштабами 
пластового ореольного рассеяния, превышающими 2000 м. Од
нако, судя по результатам предыдущих исследований, прове
денных нами с учетом расстояний, отделяющих продуктивные 
структуры от непродуктивных, ориентировочно можно допу
стить, что и в этих случаях пластовое рассеяние залежей вряд 
ли будет более 3000—4000 м. 

3. Значительное влияние на масштабы пластового ореоль
ного рассеяния оказывают дизъюнктивные нарушения. Они 
могут выполнять роль экранов, если по плоскости сброса 
пласт, по которому происходит миграция, контактирует с труд
нопроницаемыми породами. При этом условии размеры орео
лов могут быть сокращены и определяться расстоянием от 
залежи до линии тектонических нарушений. 

Если нарушения образовались после формирования зале
жей и они способствовали перемещению нефти и газа из одних 
блоков структуры в другие, то подземные воды, которые ра
нее окружали эти залежи ; < отражают как первичные, так и вто
ричные ореолы расстояния. Размеры сформировавшихся та-
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ким образом ореолов смешанного типа могут быть довольно 
значительными и достигать 3000 м (Любимовское месторож
дение) . 

4. Небольшие масштабы пластового ореольного рассеяния 
залежей, не превышающие 500—1000 м, связаны главным об
разом с малыми размерами источников миграции. Отсутствие 
ореольного влияния залежей не типично и возможно только в 
условиях резко нарушенного фазового равновесия между за
лежами и окружающими их водами. 

5. Приведенные фактические данные, характеризующие 
масштабы пластовой миграции из залежей нефти и газа, соиз
меримы с теоретическими расчетами расстояний диффузион- -
ного проникновения метана из залежей, определенными 
П. Л. Антоновым по закону Фика (табл. 42, 43). 

Таблица 42 
Дальность диффузионного проникновения метана из залежей 

(по данным П. Л. Антонова) 

Продолжительность миграции (в миллионах лет) 

Л — ^сек 10 25 50 100 ' 200 300 400 

5 • Ю - 5 8400 18 800 18 800 26 700 87 700 46 800 53 500 
1 • К Г 5 3750 5 950 8 400 11900 16 800 20 600 23 800 
5 ю - » 2680 4 220 5940 8 430 11850 14 500 16 800 
1 1 0 - б 1200 1 8F0 2 650 3 760 5 800 6 500 7 520 
5 10-1 840 1 330 1 880 2 670 3 770 4 620 5 330 
1 ю - 7 375 595 840 1 190 1 680 2 050 2 380 
5 ю - 8 268 422 594 843 1 185 1450 1 680 
1 ю - 8 120 188 265 375 530 650 752 
5 ю - 9 84 133 1Ь8 267 377 -462 533 
1 ю - 9 38 60 84 119 168 '06 238 

Судя по этим расчетам, при значении коэффициентов диф
фузии («Д»), равном 1 -10—6 см2/сек, и при продолжительности 
миграции 100 млн. лет, дальность диффузий метана не пре
вышает 4000 м, а при продолжительности 200 млн. лет и том 
же значении «Д» — 6000 м. Если учесть, что эти расчеты сде
ланы только для метана, скорость миграции которого как наи
более легкого газообразного углеводорода наивысшая, легко 
представить, что для гомологов метана эти значения будут су
щественно меньшими. Проведенные П. Л. Антоновым расчеты 
сделаны, исходя из предположения, что миграция осуществля
ется в пласты, как бы свободные от газа и, таким образом, до-
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Таблица 43 
Значение коэффициента диффузии метана через горные породы 

(по данным П. Л. Антонова) 

П о р о д а Д 
CML 

сек 

Пластичные глинистые породы (третичные и мезозой
ские отложения из районов Ставрополья, Тульской 
области, Подмосковья, (Краснодара, Туркмении, Ба
ку и др.) 

Обводненные пески 
Глинистые породы слоистой текстуры (третичные от

ложения Ставрополья) 
Песчаники и алевролиты с глинистым цементом (тре

тичные отложения Ставрополья) 
Глинистые породы из третичных отложений Туркмении 
Сцементированные песчаники, алевролиты, аргиллиты, 

известняки (карбон Ухтинского района Коми АССР 
и Куйбышевской области) 

Глинистые сланцы, алевролитовые сцементированные 
глины (карбон Куйбышевской области) 

10-6 
Ю - 6 

І 0 - 3 — ю - * 

Ю - 3 

ю - 4 — ю - 5 

ю - 7 

ю - 8 

пускается максимальный градиент концентрации между источ
ником миграции и окружающей средой. На самом деле, как 
мы уже отмечали, мигранты залежи попадают в среду, насы
щенную газом. Эта фоновая газонасыщенность, снижая раз
ницу в значениях концентраций между источником миграции 
и средой, в которой эта миграция происходит (фон), также 
сократит масштабы рассеяния залежей. 

6. Приведенные данные о масштабах пластового влияния 
залежей Нижнего Поволжья соизмеримы также и с ореолами 
рассеяния, фиксируемыми в других нефтегазоносных регионах. 
Так, на основании расчетов и фактических данных по газовой 
составляющей подземных вод *>Куйбышевского Поволжья, 
А. И. Чистовский установил, что влияние залежей в девонских 
отложениях может быть прослежено на расстояния, не пре
вышающие 4—5 км; в каменноугольных — на 2—3 км и в 
пермских — на 2 км. В упоминавшейся выше диссертации 
Л. К. Гуцало (1967) также приводятся близкие значения мас
штабов пластового ореольного влияния залежей, отмечаемые 
в водах на расстоянии от нескольких сотен до 1500—2000 м по 
простиранию продуктивного пласта. 

7. Определяемые ранее в работах Е. Е. Беляковой (1956) 
и особенно H. Н. Ростовцева (1950). ореолы рассеяния зале-
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жей нефти и газа значительно завышены. H . Н. Ростовцев, как 
известно, предлагал проводить поиски «месторождений нефти 
и газа методом растворенных газов, при условии заложения 
нефтепоисковых скважин на расстоянии 200 км друг от друга 
и даже более»*. Такой методологический подход вполне оправ
дан на стадии региональных работ для общей оценки перспек
тив нефтегазоносности того . или иного из исследуемых райо
нов. Однако конкретная оценка продуктивности локальных 
структур может основываться только на изучении ореолов рас
сеяния, размеры которых, как мы видели, даже в различных 
нефтегазоносных провинциях близки между собой и не пре
вышают 3000—4000 м. 

8. Фиксируемые в подземных водах ореолы рассеяния за
лежей нефти и газа, как правило, более чем на два порядка 
выше тех, которые характерны для месторождений рудных по
лезных ископаемых, где, как известно, они получили широкое 
практическое использование. 

По данным Ловеринга (1953), медь в известняках мигри
рует не более, чем на 1—2 м; в сланцах — до 12 м; цинк миг
рирует дальше других металлов, но не более, чем на 70 м в 
карбонатных породах и до 45 м — в сланцах. Свинец наименее 
подвижен. Серебро прослеживается на расстояние 40 м от 
рудного тела. Д . Е. Коржинский считает, что при диффузион
ном метасоматозе и глубинных условиях в гранитогнейсовых 
комплексах элементы в целом распространяются до несколь
ких десятков метров от рудного тела. 

ВЕРТИКАЛЬНОЕ ОРЕОЛЬНОЕ 
РАССЕЯНИЕ 

Анализ масштабов вертикального ореоль-
ного рассеяния залежей позволил сделать два основных вы
вода: 

1. Если в разрезе пород над залежью или под ней присут
ствуют глинистые отложения, суммарной мощностью от 30 м 
и выше, то они во всех без исключения случаях выполняют 
роль такого экрана, выше или ниже которого влияние залежи 

* Цитируется по статье М. С. Гуревича «Принципы комплексного 
нефтепоискового изучения подземных вод». Тр. ВСЕГЕИ, нов. серия, вып. 
18, М , 1956. 
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уже не фиксируется ни в составе газовой фазы, ни в составе 
' органического вещества подземных вод *. 

2. Как правило, и менее мощные толщи глин (всего в 10— 
20 м) также прекращают ощутимое влияние залежей на под
земные воды (Квасниковское, Любимовское месторождения). 
Однако здесь возможны исключения, когда залежи, приуро
ченные к породам более молодого возраста (Топовская, Алек
сандровская, Клинцовская площади), при тех же мощностях 
перекрывающих и подстилающих их глинистых пород находят 
отражение в составе подземных вод. На основании этого мож
но предположить, что глинистые отложения мощностью менее 
30 м выполняют роль экранов, препятствующих рассеянию за
лежей, вероятно, только при определенном минералогическом 
составе глин, который по существу и определяет их экраниру
ющие свойства. 

Различная экранирующая способность глинистых пород в 
значительной степени связана со специфическими свойствами 
слагающих их минералов. Последние обуславливают опреде
ленную емкость поглощения и сорбционные характеристики 
отдельных типов глин. Способность глинистых минералов сор
бировать молекулы тех или иных соединений зависит от ряда 
причин, среди которых большую роль играют поверхностные 
силы. Они тем больше, чем больше удельная поверхность, т. е. 
чем выше дисперсность мияералов. 

Сорбционная способность глин, как показали исследования 
Т. Т. Клубовой (1967), обусловлена гидратной поверхностью 
глинистых минералов и зависит от соотношения между числом 
кислородных и гидроксильных ионов на ней. Слой воды на по
верхности глинистых частиц сохраняет «ажурную» структуру 
льда с большим количеством пустот, которые способствуют 
увеличению сорбционной емкости глинистых частиц. Т. Т. Клу-
бова отмечает, что нагревание до температур, близких к тем, 
при которых происходит потеря гидроксильной воды, приводит 
к резкому снижению сорбционной и каталитической актив
ности глинистых минералов. 

Как уже говорилось выше, главнейшую роль в увеличении 
этой активности играет дисперсность. Все минералы монтмо-
риллонитовой группы содержат частицы высокой степени дис
персности и, следовательно, имеют максимальную емкость 

* Говоря о суммарной мощности глинистых отложений, мы имеем в 
виду то, что экранирующее воздействие проявляется в равной степени 
как при наличии единой толщи указанной мощности, так и при переме
щаемости пластов глин с известняками или песчаниками. 
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поглощения. Минералы каолинитовой группы обладают са
мой низкой среди глинистых минералов емкостью поглощения, 
а группы гидрослюд по своим сорбционным свойствам зани
мают промежуточное положение между минералами монтмо-
риллонитовой и каолинитовой групп. 

Большое влияние состава глинистых минералов на их экра
нирующую роль отмечал и С. Г. Саркисян (1967), который 
указывал, что даже самые малые количества монтмориллони
та в глинах резко снижают открытую пористость глинистых 
пород. Именно такого типа глинистые отложения юры и нео
кома служат покрышками для ряда залежей Западной Сиби
ри. Анализ большого фактического материала по основным 
нефтегазоносным провинциям СССР позволил С. Г. Саркися
ну сделать вывод о том, что «глинистые покрышки нефтяных 
и газовых месторождений имеют преобладающий гидрослюди
стый состав с переменной примесью каолинита, монтморилло
нита и хлорита; такой состав глинистых покрышек обеспечи
вает надежную сохранность залежей нефти и газа». 

Необходимо особо подчеркнуть установленную С. Г. Сар
кисяном при исследовании майкопских отложений Предкав
казья приуроченность определенных ассоциаций глинистых 
минералов к месторождениям различных типов. Так, в райо
нах развития нефтяных месторождений в глинистых отложе
ниях преобладают гидрослюды, а газовых — разбухающие 
минералы. 

В связи с изложенным становится понятно, почему на од
них месторождениях даже относительно маломощные прослои 
глин являются экранами, изолирующими залежи от выше-
или нижезалегающих водоносных горизонтов, тогда как на 
других площадях при более мощных глинистых разделах меж
ду залежью и обводненными коллекторами в последних спе
цифика состава подземных вод отражает влияние залежи. 

Такое положение наблюдается, например, на Топовской и 
Квасниковской площадях, где глинистые покрышки имеют 
примерно одинаковую мощность (10—20 м). На первой они 
экранировали влияние газовой залежи, на второй оказались 
Достаточными для того, чтобы состав вод не отразил наличие 
нефтяной залежи. Анализ состава глинистых толщ показал, 
что глины каменноугольных отложений Топовской площади в 
основном гидрослюдистые, тогда как в девоне Квасйиковского 
месторождения они содержат значительные примеси разбуха
ющего минерала-каолинита, который обеспечивает более вы
сокую степень их непроницаемости. 
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Близкие значения масштабов миграции из залежей нефти 
и газа наблюдаются и в тех случаях, когда в вертикальном 
разрезе структур присутствуют аргиллиты, ограничивающие 
практически ощутимое влияние залежей уже на расстоянии 
менее 60—65 м (Кленовское месторождение). 

Более значительные масштабы вертикального ореольного 
рассеяния залежей (до 250 м) отмечаются в толще карбонат
ных пород, если они не переслаиваются с флюидонепроницае-
мыми породами и представляют, таким образом, единые «гео
гидродинамические системы» (Южно-Генеральское месторож
дение) . 

ИЗМЕНЕНИЕ СОСТАВА И КОНЦЕНТРАЦИИ 
ВОДОРАСТВОРЕННЫХ ГАЗОВ 
В ОРЕОЛАХ РАССЕЯНИЯ 

Большой интерес представляет исследова
ние изменений концентраций и составов мигрантов залежей 
нефти и газа. В. А. Соколов (1956, 1957) еще более десяти лет 
назад рассматривал миграцию тазов >в толщу горных пород 
как процесс, происходящий в огромной хроматографической 
колонке. Поэтому сам факт хроматографического разделения 
углеводородов может служить доказательством существова
ния миграционного потока от залежей нефти и газа. Физиче
ская сущность процесса разделения миграционных смесей со
стоит в том, что вследствие различия в коэффициентах диф
фузии и сорбции отдельных компонентов, легкие вещества бу
дут мигрировать быстрее, чем более тяжелые. Например, при 
миграции углеводородной газовой смеси легкие газообразные 
вещества и в первую очередь метан должны обгонять этан и 
более тяжелые углеводороды. Таким образом, предполагается 
следующее зональное распределение компонентов газовой 
смеси: наиболее удаленная — метановая зона, затем зона при
сутствия метана и этана, зона метана, этана и пропана и т. д. 
Как отмечает В. А. Соколов (1966), в результате должно уста
новиться равновесие, когда исходный газ и газ в конце пути 
будут иметь одинаковые составы, и соотношение мигрирую
щих компонентов на любом отрезке пути миграции также ста
нет одинаковым. 

При рассмотрении фактического материала, иллюстриру
ющего миграцию газообразных и жидких компонентов из за
лежей нефти и газа в подземные воды, мы неоднократно об
ращали внимание на определенную направленность измене-
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ний состава мигрирующих газов, в общем отвечающую той, 
на которую указывал В. А. Соколов. Причем эта направлен
ность, подтверждающая принцип хроматографического разде
ления газовых смесей, сохраняется в процессе как пластовой, 
так и вертикальной миграции. Различие состоит лишь в мас
штабности процесса, более ярко выраженного и заметного на 
незначительном удалении от залежей при вертикальной ми
грации и растягивающегося на большие расстояния при ми
грации по пласту. 

Можно записать следующую направленность изменений 
составов мигрирующего газа. На пути миграции в пределах 
сферы влияния залежей и до выхода на фон основные изме
нения касаются тяжелых углеводородов. В их составе уже на 
небольших расстояниях от источника миграции (десятки мет
ров вверх или вниз по вертикальному разрезу и сотни метров, 
а иногда 1000—1200 м по пласту) заметно уменьшается коли
чество этана, особенно пропана: как правило, исчезают бутан 
и пентан. Процентное содержание метана практически не ме
няется или меняется очень мало, причем иногда (вероятно, в 
зависимости от фонового состава водорастворенного газа) 
оно может даже несколько увеличиваться по мере удаления 
от источника миграции. В качестве примера можно более по
дробно остановиться на результатах исследования газовой" 
составляющей подземных вод Калининского месторождения.. 
Здесь нефтяная залежь, приуроченная к пласту ДгІѴа жи-
ветского яруса, отделена 77-метровой толщей пород (среди 
которых 50 м занимают глины) от обводненного пласта мул-
линских отложений. Как видно из результатов проведенных 
анализов, основное отличие газа, растворенного в водах про
дуктивного пласта, от водорастворенного газа непродуктивно
го горизонта заключается в содержании тяжелых углеводо
родов. На пути миграции содержание пропана уменьшилось, 
в десять раз (от 2 до 0,2%), а бутан еще не дошел до вод ис
следуемого горизонта (в пределах чувствительности приме
няемых методов анализа он вообще не обнаружен). Процент
ное содержание метана как в водах продуктивного, так и не
продуктивного пластов, практически не изменилось (соответ
ственно 51,2 и 53,5 % ) • 

Если произвести сопоставление составов попутного и водо
растворенного газов залежи пласта ДгІѴа, то можно заметить,, 
что принцип хроматографического разделения газовой смеси 
характерен и для процесса пластовой миграции. На расстоя
нии около 1800 м от внешнего контура нефтеносности наблю-
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дается последовательное уменьшение содержания в водах 
всех гомологов метана, имеющихся в составе газа залежи, и 
полное исчезновение пропана. Фактический материал, приве
денный в главе,-касающейся определения масштабов рассея
ния ряда залежей Нижнего Поволжья, также может служить 
иллюстрацией хроматографического распределения газооб
разных мигрантов залежей. 

Факты хроматографического распределения углеводоро
дов, мигрирующих из залежей нефти и газа, свидетельствуют 
о том, что процесс рассеяния газов еще далек от стационар
ного состояния, когда исходный газ и газ в конце пути долж
ны были бы иметь одинаковые составы. Не менее важно и то 
обстоятельство, что мы не фиксируем установившегося равно
весия даже на очень ограниченных расстояниях от залежей 
нефти и газа, особенно при вертикальном направлении мигра
ции флюидов. Более того, многочисленные случаи практически 
полного отсутствия тяжелых углеводородов (особенно тяже
лее пропана) на сравнительно незначительном удалении от 
залежей по пласту, а главным образом по вертикали, свиде
тельствуют о том, что даже длительное геологическое время 
(с момента образования залежей и до наших дней) оказалось 
недостаточным для миграции этих компонентов на расстояния, 
исчисляемые подчас первыми десятками метров. Именно к та
ким выводам приводит анализ фактического материала, ил
люстрирующего масштабы миграции в основном из нефтяных 
залежей. 

Газовые залежи отдают в окружающие их подземные воды 
гораздо меньшие количества тяжелых углеводородов. Вслед
ствие пониженного градиента концентраций последних в за
лежах и окружающих водах расстояния их миграции, при про
чих равных условиях, будут еще более ограниченными, чем 
для нефтяных залежей. 

ИЗМЕНЕНИЕ СОСТАВА И КОНЦЕНТРАЦИЙ OB 
ПЛАСТОВЫХ ВОД В ОРЕОЛАХ РАССЕЯНИЯ 

Прежде чем проанализировать характер 
изменения концентраций и состава водорастворенного органи
ческого вещества в ореоле рассеяния залежей нефти и газа, 
необходимо коротко напомнить о том, что содержание многих 
компонентов OB находится в прямой зависимости от состава 
нефтей. Выявленные нами в этом направлении закономер-, 
ности сводятся в основном к следующему: 
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1. Содержание фенолов в пластовых водах увеличивается 
при соприкосновении .последних с легкими нефтями, в составе 
которых большой удельный вес занимают ароматические со
единения и парафиновые углеводороды во фракциях с темпе
ратурами кипения от 200 до 400° С, причем в законтурных во
дах концентрации фенолов остаются почти неизменными на 
расстояниях до 500—700 м от зоны контакта нефть-вода. 

2. Содержание бензола в пластовых водах находится в 
прямой зависимости от содержания легких ароматических 
углеводородов в бензиновых фракциях нефтей. В отличие от 
фенолов концентрации бензола быстро изменяются по мере 
удаления от контура. Высокие концентрации данного компо
нента отмечаются лишь в" зоне контакта с нефтью. На очень 
близких расстояниях от контура (до 100 м) они снижаются до 
десятых, а при дальнейшем удалении от залежи — до сотых 
долей мг/л. 

3. Концентрации органического фосфора в водах, окружа
ющих залежи, колеблются в больших пределах — от фоновых 
величин (менее 0,25 мг/л) до нескольких мг/л. Высокий про
цент содержания Р о р г отмечен при контакте пластовых вод с 
легкой нефтью, газом и конденсатом. Фоновые концентрации 
их характерны не только для вод непродуктивных площадей, 
но и для вод, контактирующих с тяжелыми нефтями, обеднен
ными светлыми фракциями, с температурами кипения до 
200° С (менее 30%). При наличии газов и легких нефтей пла
стовые воды на расстояниях до 1500—1300 м* от внешнего 
контура залежи равномерно обогащены соединениями органи
ческого фосфора (в 2—3 раза выше фоновых значений). На
пример, на Фурмановской площади, где светлые фракции в 
нефтях составляют около 33%, Р о р г в приконтурной зоне и на 
расстояниях 625 м содержится 0,28 мг/л, а на Степновской 
площади (светлых фракций в нефтях 41%) на расстоянии 
1300 м — 0,475 мг/л. При снижении содержания светлых фрак
ций в составе нефтей до 15% концентрации Р о р г в водах пада
ют до фоновых значений и даже на контакте с нефтью состав
ляют всего 0,20 мг/л (средняя фоновая величина — 0,25 мг/л). 

4. Содержание-аминного азота в пластовых водах нефтя
ных месторождений изменяется параллельно изменению аро
матичности нефтей. Концентрации аминов, так ж е как фено
лов и органического фосфора, довольно стабильны на значи
тельных (до 2000 м) расстояниях от контуров залежей. 

* Дальнейшие изменения концентраций Р 0 рг по мере удаления от 
контура не прослежены. 
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Таким образом, рассматривая ореол рассеяния органиче
ского вещества в пластовых водах, необходимо учитывать со
став нефтей, в соответствии с которым размеры ореола в пре
делах одного пласта будут различными для отдельных компо

нентов OB. Например, ореол влияния залежей по аминному 
азоту (для которого определяющий фактор — высокая раство
римость данного компонента в воде, и в меньшей степени — 
состав нефтей) почти для всех нефтей будет примерно одина
ковым. Для органического фосфора он может изменяться от 
О м (при контакте с тяжелыми нефтями) до значений, превы
шающих 1300 м (при контакте вод с легкими нефтями). 

В соответствии с положениями, изложенными в главе IV , 
из всех компонентов OB подземных вод наибольшей миграци
онной способностью в пластовых условиях должны обладать 
амины, второе место принадлежит фенолам и третье — бензо
лу. Температурный режим большинства рассмотренных место
рождений находится в тех пределах, при которых наиболее 
устойчивой формой для аминов и фенолов является их жид
кое состояние. Бензол же может существовать как в жидком, 
так и в газообразном виде. 

Хроматографическое разделение органического вещества 
в процессе миграции происходит аналогично газовым компо
нентам и более ярко проявляется в вертикальном направле
нии. Как правило, выше (или ниже) залежи в пластовых во
дах из состава OB в первую очередь исчезает бензол, а кон
центрации остальных компонентов резко снижаются. 

Например, на Клинцовской площади пятидесятиметровая 
толща пород (включающая 15-метровую пачку глин), пере
крывающая залежь -мосоловского горизонта, приводит к пол
ному исчезновению из состава OB вод вышезалегающего не
продуктивного воробьевского горизонта бензола, к снижению 
почти до фоновых значений концентраций битума (5—6 бал-
лов) и органического фосфора (0,22 мг/л). Влияние залежи 
выражается лишь в высоких значениях фенолов (0,71 мг/л) и 
аминов (0,30 мг/л). Вероятно, в данном разрезе основное зна
чение в хроматографическом разделении потока OB имеет 
15-метровая пачка глин. 

Хроматографическое воздействие глин очень ярко прояв
ляется и на Топовской площади, где воды продуктивного пла
ста окских отложений характеризуются очень высоким про
центом содержания всех компонентов OB, а выше залежи на 
10 м (промежуточный интервал разреза полностью сложен 
глинами) его концентрации падают до фоновых значений-. 
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Если в разрезе есть промежуточные породы карбонатных 
толщ, изменения в составе OB выражены менее ярко. Так, на 
Куриловской площади, выше залежи на 48 м (в интервале 
преобладают известняки), концентрации всех компонентов OB 
в пластовых водах близки к значениям, характерным для вод 
продуктивного горизонта: бензола —0,2 мг/л, фенолов — 
0,55 мг/л, битума — 8 баллов, Р 0 р г — 0,80 мг/л. 

Как и в пластовых условиях, из всех компонентов органи
ческого вещества наибольшей дальностью миграции и наи
меньшей изменчивостью обладает поток аминов. Так, напри
мер, на Александровской площади залежь нефти проявляется 
в залегающем на 26 м выше водоносном горизонте (12 ж — 
известняков, 14 м — глин) только повышенными концентра
циями аминов. Остальные компоненты OB не отражают влия
ния залежи. 

ОБЩИЙ ХАРАКТЕР ИЗМЕНЕНИЯ 
ВОДОРАСТВОРЕННОГО ОРГАНИЧЕСКОГО 
ВЕЩЕСТВА В ОРЕОЛАХ РАССЕЯНИЯ 

С помощью инфракрасных спектров поглощения 
удалось не только показать общую картину распределения 
основных групп углеводородных и неуглеводородных компо
нентов в составе OB пластовых вод и установить генетическую 
связь многих из них с нефтью. Кроме этого, представилась 
возможность проследить последовательную, строго закономер
ную перегруппировку этих соединений в сфере ореольного рас
сеяния залежей по мере удаления от зоны контакта как не
посредственно в пределах продуктивного горизонта, так и в 
вертикальном разрезе месторождения. 

Спектрограммы OB пластовых вод, отобранных на контак
те с нефтью (или газом), характеризуются довольно простой и 
однотипной записью, очень интенсивным проявлением функ
циональных групп парафиновых и нафтеновых углеводородов, 
сравнительно хорошо выраженными полосами поглощения 
кислородных соединений I и I I рода и маловыразительными 
пиками в областях проявления-гетероциклических соединений 
и высокомолекулярных ароматических и нормальных парафи
новых углеводородов. 

Преобладание углеводородных компонентов находит яркое 
выражение в величинах соответствующих коэффициентов — 
отношениях интенсивности полос поглощения функциональ
ных групп С Н 2 и С Н 3 парафиновых и нафтеновых структур 
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(1465 см-1) и функциональных групп других основных соеди
нений— кислородсодержащих (1740—1720 см"1), гетероци
клических (1610 см-1), высокомолекулярных ароматических 
(750 см-1) и высокомолекулярных парафиновых структур 
(725 см-1). 

_ 1465 см~1 

1 ~ 1740 -1720 см'1 

и _ 1465 см~1 

4 _ 1610 с * - 1 

Соотношение основных групп соединений в би 
(по данным инфракрасных 

Площадь Возраст Глубина, м 

1. Зап. Рыбушан
ская 

2. Зап. Рыбушан
ская 

3. Пигаревская 
4. Жирновская 
5. Пигаревская 
6. Грязнушинская 
7. Бахметьевская 
8. Ершовская 
9. Гуселкинская 

10. Юж. Советская 

11. Дмитриевская 
12. Зап. Рыбушан

ская 
13. Степновская 
14. Каменская 
15. Юж. Генераль

ская 

21 тульский 1828—1829 газ—нефть 0 

23 
20 

7 

окский 
мячковский 
тульский 

2248-2311 
1080 

газ 
нефть 

0 
0 
0 

1 
4 

316 
22 
20 

пермский 
верейский 
каширский 
мосоловский 
пашийский 

1244—1248 
730 

3199—3229 
1811—1819 

газ 
газ—нефть 
нефть 
нефть 

0 
0 
0 
0 

80 
26 

6 

с т а р о о с-
кольский 

тульский 
1910 

1781-1801 
нефть 
газ—нефть 

400 
650 

27 
118 

7 

окский 
морсовский 
башкирский 

1792—1797 
2329—2337 
1978-1887 

» 

газ 

700 

4 бобриков-
ский 1370-1376 газ—нефть 1100 
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6 ~ 750 с м - 1 

Для всех спектров органического вещества вод приконтур-
ной зоны указанные коэффициенты имеют значения больше 
единицы. Особенно высокие величины отмечаются для коэф
фициента Кб, отражающего многократное (7—11) превыше
ние интенсивностей полос поглощения углеводородных групп 

Таблица 44 

тумной части OB вод продуктивных горизонтов 
спектров поглощения) 
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1,50 0,30 1,25 4,54 7,70 10,00 

6,7 
4,76 
2,38 
1,66 
1,10 
1,10 
1,12 
2,70 

1,00 
0,40 
0,40 
0,30 
0,24 
0,28 
0,50 
0,60 

1,25 
1,55 
1,10 
1,49 

1,30 
1,00 
1.10 

6,30 
10,60 
5,30 
6,10 
4.60 
3,85 
2,29 
4,20 

5,60 
6,90 
8,30 
5,00 
3,40 
4.53 
3,60 
6,00 

6,70 
11,50 
10,00' 
7,00 

7,00 
3.90 
6,80 

1,25 
1,25 

0.37 
0,33 

0,70 
2,00 

3,40 
3.70 

7,80 
7,60 

5.40 
14,00 

3,70 
1,15 
1,25 

0,83 
0,50 
0,30 

1,25 
1,00 
1,00 

4,30 
2.10 
4.00 

5,10 
7,00 
6,20 

5І50 
5,80 
6,20 

0,90 0,50 0,66 1.80 5,50 3,40 
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С Н 2 и С Н 3 над интенсивностями проявления ароматических 
-структур. В спектрах OB приконтурных вод в большинстве 
случаев преобладают нормальные парафиновые углеводороды 
(725 см-1) над ароматическими (750 см.-1) и коэффициент К 4 
колеблется от 1,30 до 2 (табл. 44, рис. 30). 

Близкие спектрографические характеристики OB пласто
вых вод по общему виду записи кривой наблюдаются на рас
стояниях до 400—700 м от контуров залежей (рис. 31). Как 
правило, и на таком удалении еще довольно четко прослежи
вается общее преобладание парафиновых и нафтеновых угле
водородов, но вместе с тем начинают все более ярко прояв
ляться и другие углеводородные и неуглеводородные компо
ненты. Наиболее значительные изменения происходят в соот
ношениях углеводородных и кислородных соединений. Напри
мер, если в спектрах OB вод приконтурной зоны это соотно
шение (коэффициент Кі) составляло 6,7, то на расстоянии 
700 м оно снизилось до 3,7. Одновременно, но более плавно по 
мере удаления от зоны контакта за счет ослабления роли угле
водородных компонентов, проявляющихся в областях 1465 и 
1380 см-1, и увеличения значения высокомолекулярных пара
финовых (725 см"1) и ароматических структур (750 см-1), 
уменьшаются величины других коэффициентов — К 4 , Ks, Кб 
(табл. 44). 

Совершенно иную запись имеют спектрограммы OB проб 
пластовых вод продуктивных горизонтов, отобранных на рас
стояниях более 1000 м от контура нефть-вода (газ-вода). В 
областях проявления кислородсодержащих (1740—1720 см-1) 
и основных углеводородных структур (1465 см.-1 и 1380 см-1) 
они приобретают сходство со спектрами OB вод непродуктив
ных пластов. Величина коэффициента Кі приближается к зна
чениям, обычным для вод, в которых состав органического ве
щества обусловлен лишь составом OB водовмещающих пород 
(Кі меньше 1). Однако по соотношению других структурных 
групп данные спектры заметно отличаются от типичной спек
тральной характеристики OB вод непродуктивных районов 
(табл. 45). 

В составе органического вещества подземных вод, удален
ных на указанные выше расстояния от залежей нефти и газа, 
одновременно с ослаблением роли углеводородных компонен
тов (1465 см-1) возрастает значение высокомолекулярных па
рафиновых (725 см-1) и ароматических структур (750 см-1) и 
особенно гетероциклических соединений. Последние проявля-
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Рис. 30. Инфракрасные спектры поглощения 
битумной части органического вещества подзем
ных вод продуктивных горизонтов (приконтурная 

зона). 
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Рис. 31. Инфракрасные спектры поглощения битумной части 
органического вещества подземных вод продуктивных горизонтов 

(законтурные скважины). 

Таблица 45 

Изменения соотношений основных структурных групп в спектрах OB 
пластовых вод по мере удаления от зоны контакта 

Значения коэффициентов 
На кон

туре 700 м 1100 м 
Непро
дуктив

ный рай
он 

1465 см-1 

к і - г 1740—1720 см-1 6.70 3,70 0,90 0.5—0.8 

У _ j 1610 см-1 

2 1740—1720 см-1 
1,0 0,83 0,50 — 

v _ j 725 см-1 

3 750 см-1 
1,25 1,25 0.66 — 

j 1465 см-1 

4 1610 см-1 
6.3 4,3 1,8 — 

у- _ j 1465 см-1 

5 725 см-1 
5,6 4,1 5.5 — 

p. j 1465 см-1 

8 750 см-1 
6,7 5,5 3,4 2.8—7,0 

ются в области высоких частот (1610—1600 см~1) двумя ин
тенсивными максимумами (рис. 32). 

Одним из основных факторов, определяющих перераспре
деление основных соединений в составе OB пластовых вод 
продуктивных горизонтов по мере их удаления от зоны кон
такта, является степень растворимости этих компонентов в 
хлоркальциевых рассолах в условиях повышенных темпера-
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Рис. 32. Инфракрасные спектры поглощения битумной части 
органического вещества подземных вод продуктивных гори

зонтов (законтурные скважины). 

тур и давлений. При относительно пониженной растворимости 
углеводороды (в том числе парафиновые и нафтеновые) об
ладают и наименьшими ореолами рассеяния по сравнению с 
кислородсодержащими и гетероциклическими соединениями. 
Поэтому последние вдали от залежи, где уже не доминируют 
углеводороды, должны лучше записываться в спектрах орга
нического вещества пластовых вод. 

Действительно, как отмечалось в предыдущих разделах 
работы, в сфере пластового ореольного рассеяния залежей в 
составе водорастворенных газов и OB концентрации трудно
растворимых компонентов — тяжелых гомологов метана и 
ароматических углеводородов (бензола и толуола) быстро 
снижаются по мере удаления от зоны контакта. В то же вре-



мя концентрации аминов и фенолов, обладающих хорошей 
растворимостью, почти не меняются на значительном удале
нии от залежи. Эти гетерогенные компоненты характеризуют
ся наибольшими ореолами распространения. 

С другой стороны, как показал анализ фактического мате
риала, гетероциклические и высокомолекулярные ароматиче
ские (1610 см-1 и 750 см~1) и парафиновые структуры 
(725 см-1) также хорошо прослеживаются и в спектрах про
дуктивных толщ, обогащенных битумом. Во многих случаях 
битумная часть OB пород близка по своему составу нефтям. 
По данным Е. А. Глебовской (Жузе, 1963), в спектрах таких 
битумов, как и в нефтях, интенсивно проявляются С—О груп
па I I рода (À—5,&3jx), функциональные группы кетонов, аль
дегидов, ароматических эфиров. 

Возможно, что спектральная характеристика органическо
го вещества вод продуктивных горизонтов на значитель
ном удалении от залежей не только обусловлена влиянием 
нефтей, но и отражает сложную картину распределения от
дельных компонентов OB в единой системе: вода — порода —• 
нефть. 

В вертикальном разрезе месторождения по мере удаления 
от нефтегазоносного пласта (от одного водоносного горизон
та к другому) с помощью метода инфракрасных спектров по
глощения также можно проследить последовательные измене*-
ния соотношения между основными компонентами OB под
земных вод. Эти изменения вполне аналогичны тем, которые 
наблюдались и в водах продуктивного горизонта. Но в верти
кальном направлении существенные изменения вида спек
тральной кривой происходят намного быстрее — на 100 и да
же на 20 м. 

Другими словами, масштабы вертикального влияния за
лежей, выражающиеся в определенной направленности изме
нений соотношений компонентов растворенного органического 
вещества и фиксируемые соответствующей записью спектров, 
колеблются от 20 до 100 м. Максимальную величину ореолы 
влияния имеют в однородных карбонатных разрезах, мини
мальную — в терригенных, В последних они определяются 
мощностью и минералогическим составом глинистых прослоев 
в промежуточной толще разреза. 

Типичная запись спектра OB вод, находящихся в сфере 
вертикального рассеяния залежей, как и приконтурных вод, 
характеризуется преобладанием парафиново-нафтеновых 
углеводородов над кислородными (Кі больше единицы) и 
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нормальных парафиновых структур (725 см.-1) над структу
рами высокомолекулярных соединений (750 см-1). 

Подобные соотношения основных компонентов органиче
ского вещества, свидетельствующие об отчетливом влиянии 
залежей, отмечены, например, в водах непродуктивных гори
зонтов, удаленных от залежей на 30 и на 70 м, в пределах Да-

Лавылсімкая пя. с т . я; 2 
бершіше 07Л. 
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{ниже на 2оииефіС) 
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Рис. 33. Инфракрасные спектры поглощения 
битумной части органического вещества под
земных вод непродуктивных горизонтов в сфе
ре вертикального ореольного рассеяния зале

жей нефти и газа. 
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Соотношение основных групп соединений в битумной части OB подземных 

Площадь 

CQ 
О 

Возраст Глубина, м 

Р
ас

ст
оя

ни
е 

до
 

пр
од

ук


ти
вн

ог
о 

го
ри

зо
нт

а,
 м

 

Тип 
залежи 

1. Давыдовская 2 бобриков-
ский 1470-1472 28—40 нефть 

2. Клинцовская 2 морсовский 2288-2295 75 нефть 
3. Озерская 2 ч е р е п е т-3. Озерская 

ский 1238-1223 23 газ 
4. Лукашовская 12 батский 1045—1029 23 газ 
5. Ширококарамыш-

50 ская 5 верейский 1151-1145 50 газ—нефть 
6. Южно-Генеральская 3 окский 1041-1051 40 газ—нефть 
7. Топовская 2 бобриков-

газ—нефть 

ский 2265—2279 80 нефть 
8. Южно-Генеральская 3 верейский 930—939 400 газ—нефть 
9. Любимовская 12 малевский 2048—2058 350 газ—нефть 

10. Ново-Куйбышев
газ—нефть 

ская 14 в о р о н еж-
ский 2165-2150 580 нефть 

выдовской и Клинцовской площадей. На первой водоносный 
горизонт залегает в бобриковских отложениях. В 30-метровой 
пачке терригенных пород, отделяющих его от продуктивных 
тульских песчаников, встречаются глинистые прослои общей 
мощностью не более 10 м . 

На Клинцовской площади обводненный пласт морсовских 
отложений и нефтеносный коллектор мосоловского горизонта 
приурочены к толще карбонатных пород (рис. 33, табл. 46). 

Таким образом, глинистые прослои мощностью до 10 ж и 
70-метровые толщи карбонатных пород не прекращают верти
кального ореольного влияния залежей. 

Вертикальные ореолы влияния залежей сильно сокраща
ются в терригенных разрезах при увеличении мощности гли
нистых прослоев. В подобных разрезах (Озерская, Лукашов
ская, Ширококарамышская и Южно-Генеральская площади) 
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Таблица 46 
вод непродуктивных горизонтов в пределах нефтегазоносных площадей 
(по данным инфракрасных спектров поглощения) 

3 н а ч е н и е к о э ф ф и ц и е н т а 

7 
•о 

ю 
UD 
t-ч 

7 

7 

о сч ("̂  
7 
о 
I—1 

\ 

7 

о 
СО 

7 

7 

о см г~ 

7 
о 

7 7 
? * 
CJ CJ Ю О СМ Ю 

7 
СО 

7 7 
о 0 
Ю О СО —1 
T J . со 

\ 
to 

Г* 
CJ ü 
МЗ ю 
S ^ 

7 
m 

7 7 

ю о 
со іП 
1—I 

7 
со 

ы 

1,61 
1,10 

0,25 
0,32 

1,43 
L 0 0 

3,20 
3,70 

6,30 
9,80 

8,80 
8,65 

1,08 
0,99 

0.42 
0,48 

0,70 
0,83 

2,42 
1,90 

5,40 
4,20 

4,60 
3,50 

0,99 
0,90 

0,28 
0,46 

0,58 
0,74 

3,20 
2,00 

11,40 
3,50 

6,70 
2,60 

0,45 
0,66 
0,64 

0,19 0,50 3.60 9,10 4.80 

0,44 — — 2,20 2,70 

залежи нефти и особенно газа очень слабо отражаются в 
спектрах OB пластовых вод непродуктивных горизонтов на 
расстояниях 20—30 м (рис. 34, табл. 46). В спектрограммах 
OB таких вод почти с одинаковой интенсивностью проявляют
ся парафино-нафтеновые углеводороды и кислородсодержа
щие компоненты ( К і ~ 1 , 0 — 0 , 9 ) , отмечается преобладание 
высокомолекулярных ароматических структур (750 см~1) 
над нормальными парафиновыми углеводородами (725 см-1) 
(Кз меньше 1), в большинстве случаев довольно хорошо про
являются и гетероциклические ароматические компоненты 
(1610 см-1). Следовательно, по общей конфигурации кривой 
записи эти спектры очень похожи на спектры OB проб пла
стовых вод продуктивного горизонта, отобранных на расстоя
ниях порядка 1000 м от контура нефть—вода ( г а з — в о д а ) . 

При удалении от продуктивного горизонта на расстояния, 
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Рис. 34. Инфракрасные спектры поглощения битумной 
части органического вещества подземных вод непродук
тивных горизонтов в сфере вертикального ореольного 

рассеяния залежей нефти и газа. 

превышающие 80—100 м, влияние залежей не ощущается. 
Спектральная характеристика растворенного органического 
вещества аналогична записям спектров OB вод непродуктив
ных регионов. Такие воды были встречены на Топовской пло
щади в бобриковских отложениях, на 80 м ниже залежи неф
ти (в толще имеются глинистые прослои мощностью 50—60 м), 
на Ново-Кубанской в воронежских породах, ниже продуктив
ного интервала на 500 м, на Любимовской площади в малев-
ском горизонте, выше продуктивных кыновско-пашийских от
ложений примерно на 350 м (рис. 34, табл. 46). В спектрах OB 
доминируют полосы проявления кислородных соединений над 
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полосами проявления всех остальных компонентов, в том чис
ле и парафиново-нафтеновых углеводородов (Кі = 0,4—0,7). 
В большинстве случаев нет полос поглощения в областях про
явления гетероциклических и нормальных парафиновых струк
тур. 



Г Л А В А V I I И С П О Л Ь З О В А Н И Е О Р Е О Л О В Р А С С Е Я Н И Я 

В П Р А К Т И К Е П О И С К О В О - Р А З В Е Д О Ч Н Ы Х Р А Б О Т 

При получении соответствующих положительных 
характеристик состава подземных вод, указывающих на их 
«связь с нефтью и газом, встает вопрос о дальнейшем направ
лении поисково-разведочных работ (заложение глубоких сква
жин, постановка геофизических исследований, структурное бу
рение и т. д . ) . Между тем даже в условиях достаточной геоло
гической изученности района или отдельной площади без зна
ния масштабов пластового и вертикального ореолов влияния 
залежей этот вопрос по существу не имеет конкретного реше
ния и остается открытым. 

Не менее неопределенное положение создается и тогда, 
когда фиксируются и отрицательные значения гидрогеохими
ческих показателей. В этих случаях совершенно не ясно, на 
какие объекты и расстояния (как в плане, так и по разрезу) 
может быть распространено заключение о неперспективности 
исследуемой территории. 

Лишь на основе достаточно обоснованных представлений 
о масштабах рассеяния залежей нефти и газа и направлениях 
потоков мигрантов при использовании гидрогеохимических 
критериев прогноза можно более или менее определенно 
ориентировать как поисковые, так и разведочные работы. Дан
ное обстоятельство значительно повышает эффективность и 
практическое значение самих гидрогеохимических критериев. 
В этом прежде всего и состоит практическая значимость ис
следований по определению масштабов рассеяния залежей 
углеводородов. Последнее легко объяснимо, так как сфера 
прогнозного действия показателей (во всяком случае тех ком
понентов, которые поступают в подземные воды из залежей 
нефти и газа) тесно связана с масштабами рассеяния зале
жей. 

Для объектов с неустановленной нефтегазоносностью ин
терпретация фиксируемых следов влияния залежей в виде 
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ореолов рассеяния, отраженных в определенных значениях 
гидрохимических показателей, особых затруднений не вызыва
ет. Это в равной мере относится как к оценке нефтегазонос
ное™ локальных структур, так и отдельных районов с невыяс
ненным геологическим строением, в пределах которых закла
дываются профильные или параметрические скважины. 

В указанных случаях, при получении положительных или 
отрицательных значений состава подземных вод, объект про
гноза выделяется и конкретизируется с учетом масштабов 
пластового и вертикального ореолов влияния ожидаемой за
лежи. Характер последней также заранее определяется по 
присутствию и концентрациям некоторых компонентов в со
ставе подземных вод и по соотношению упругости водораст
воренного газа и пластового давления. 

Более сложна интерпретация ореолов рассеяния и газогид
рохимических показателей на стадии поискового и разведоч
ного бурения отдельных площадей и локальных структур, неф-
тегазоносность которых по каким-либо литолого-стратигра-
фическим комплексам уже установлена. Здесь основная роль 
исследований ореолов рассеяния и направлений использова
ния гидрохимических показателей нефтегазоносное™ будет 
сводиться к выявлению пропущенных нефтегазоносных объ
ектов. 

Ниже приведены примеры интерпретации рассматривае
мых поисковых геохимических параметров с учетом ореолов 
рассеяния в указанных целях для участков с различной сте
пенью геологической изученности, с установленной и неуста
новленной нефтегазоносностью. 

ИНТЕРПРЕТАЦИЯ ОРЕОЛОВ РАССЕЯНИЯ 
В УСЛОВИЯХ ЛОКАЛЬНЫХ СТРУКТУР 
С НЕУСТАНОВЛЕННОЙ НЕФТЕГАЗОНОСНОСТЬЮ 

В качестве примера рассматриваются результа
ты исследований подземных вод Миусской площади, располо
женной в пределах дальнего Саратовского Заволжья, на юж
ном склоне Балаковского сложного вала. На фоне общего 
моноклинального погружения пород среднего карбона здесь 
вырисовывается узкий антиклинальный перегиб слоев в виде 
структурного носа, открытого на северо-восток. Структура 
имеет северо-восточное простирание, с отчетливо выраженны
ми крыльями (крутым — северо-западным и пологим — юго-
восточным) и юго-западной периклиналью (рис. 35). 
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Н а юго-западном погружении структурного носа пробуре
на единственная на данной площади глубокая скважина, ко
торая вскрыла отложения девона и карбона. В процессе ее 
опробования в интервалах разреза, отвечающих морсовским 
отложениям среднего девона (1705—1725 м) и малевским; 
нижнего карбона (1448—1461 м), получены притоки пласто
вой воды. 

I ІБ Е Ш ? Ш 5 

Рис. 35. Миусская площадь. Схематическая структурная карта по 
кровле верейского горизонта и разрез глубокой скв. 1. 

1 — изогипсы кровли верейского горизонта; 2 — песчаники; 3 — глины; 4 — из
вестняки и доломиты; 5 — известняки глинистые; 6 — интервал опробования; 
7 — вода; 8 — площадь, высокоперспективная в нефтегазоносном отношении по 
комплексу газогидрохимических критериев; 9 — интервалы разреза, перспектив
ные в нефтегазоносном отношении по комплексу газогидрохимических крите

риев. 

Наиболее характерная особенность вод морсовских отло
жений— повышенное содержание бензола (0,14 мг/л) и не
значительные концентрации азота (табл. 47). 

Состав водорастворенного газа и высокие концентрации 
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отдельных компонентов органического вещества вод морсов-
ских отложений типичны для вод, находящихся в ореоле влия-

14 (16,4), а фактор высших углеводородов — коэффициент Кг 

указывают на газовый характер ожидаемой залежи. 
Воды малевских отложений карбона отличаются от вод 

морсовского горизонта девона еще более высокими концентра
циями бензола (0,38 мг/л), значительными количествами фе
нолов (0,32 мг/л) и присутствием в водорастворенном газе тя
желых углеводородов — этана, пропана и бутана. Соотноше
ние углеводородных и неуглеводородных компонентов водо
растворенного газа отвечает нефтяному типу залежи: коэф
фициент Кі равен 11, К 2 — 27 и Кз не превышает 141. 

Таким образом, весь комплекс проведенных исследований 
пластовых вод позволяет уверенно говорить о продуктивности 
Миусской площади, а совершенно различный характер соста
ва водорастворенных газов морсовских и малевских отложе
ний свидетельствует о существовании в разрезе по крайней 
мере двух самостоятельных залежей. Одна из них должна 
быть чисто газового типа, а другая — нефтяного. 

Самостоятельность указанных залежей подтверждается не 
только особенностями состава пластовых вод изученных гори
зонтов девона и карбона, но и особенностями литологическо-
го состава пород, разделяющих интервалы опробования. Меж
ду опробованными водоносными горизонтами залегает мощ
ная толща карбонатно-терригенных пород ( « 2 5 0 м), среди 
которых встречены прослои глин и глинистых известняков об
щей мощностью до 85—90 м. Исследования вертикальных оре
олов рассеяния залежей нефти и газа ряда месторождений 
Нижнего Поволжья показали, что глинистые прослои даже 
значительно меньшей мощности (10—20 м) ограничивают сфе
ру распространения большей части компонентов, генетически 
связанных с нефтью и входящих в состав органического веще
ства и газов пластовых вод. Следовательно, можно полагать, 
что стратиграфически первая в разрезе Миусской площади 
залежь газового типа должна быть приурочена лишь к карбо
натным коллекторам морсовских отложений среднего девона, 
надежно изолированным от вышел-жащих пород глинистыми 

составляет 108. Следовательно, оба коэффициента 
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Характеристика подземных 

1. Солевой 

№ 
СКВ. 

Интервал 
перфорации, 

м 
Возраст 

У
д.

 в
ес

 
во

ды
 

Единицы 
выраже

ния ана
лиза 

С 0 3 Н С 0 3 Cl 

I 

I 

1705—1725 

1448-1461 

морсовский 

малевский 

1,130 

1,131 

мг/л 
мг 1 же 

мг/л 
мг/экв 

нет 

нет 

396,5 

439,2 

2. 

115561,8 

116 975,4 

Состав га 

№ 
СКВ. 

Интервал пер
форации, м Возраст 

Газовый 
фактор, 

см3/л 
^гор- 2 т .у . 

Ï 
I 

1705-1728 
1448—1461 

морсовский 
малевский 

602 
636 

86,95 
81,85 

3. Сост 

0,80 
2,51 

ав органи 

№ скв. Интервал перфо
рации, м Возраст 

I 
1 
I 

1705—1728 
1448—1461 
lOöO—1071 

морсовский 
малевский 
башкирский 

известняками кровли морсовского (40—45 м) и глинами по
дошвы мосоловского горизонтов (15—20 м). 

Вторую залежь (нефтяного типа) можно искать в интерва
ле разреза, включающего карбонатные породы данково-лебе-
дянского горизонта девона, а также заволжских и малевских 
отложений карбона, имеющих прослои кавернозных, трещи
новатых известняков. 

Как уже указывалось, эта часть разреза изолирована от 
нижележащих, возможно, продуктивных, пород морсовского 
горизонта мощными глинистыми прослоями, а сверху надеж
но экранируется глинистыми породами упинского горизонта 
мощностью примерно в 35--40 м. 
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Таблица 47 
вод Миусской площади 

состав 

so 4 Вг I Ca Mg N H 4 

Na+K 
по рас

чету 

Сумма 
солей, 

г/л 
Fe 

общ. 

12,34 

260,07 

за (% 

578,87 

543,2 

объемі 

16,05 

6,9 

ш е ) 

16 174,7 

11811.79 

2711,92 

6973,51 

31.25 

12,05 

2240.88 

2151,47 

186.96 

186,51 

355,88 

1755,& 

СН 4 с 2 н 6 с 3 н 8 С4Н10 C S H 1 2 н 2 
C O j N 2 

85,20 
67,72 

ческого в 

0,80 
2.03 

ещества 

следы 
0,38 0.10 — 

0,95 
11,62 

7,71 
10,47 

5,32 
7.68 

Бензол, мг/л Фенолы, мг/л 

0.14 
0.38 
0.02 

нет 
0,32 
нет 

Учитывая установленные нами ранее по комплексу газо
гидрохимических показателей размеры пластовых ореолов 
рассеяния залежей, можно предположить, что скв. 1 распола
гается в непосредственной близости к их контурам, так как в 
пластовых водах обоих горизонтов обнаружены высокие со
держания бензола (0,14—0,38 мг/л). Кроме того, очень высо
кие концентрации бензола в составе органического вещества 
вод малевского горизонта свидетельствуют о возможности по
лучения из отложений ^второго высокоперспективного интерва
ла разреза Миусской площади или очень легкой ароматиче
ской нефти или конденсата. 

Подводя итоги интерпретации всего комплекса исследова-
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ний, проведенных в пределах малоизученной Миусской площа
ди, можно сделать следующее заключение о ее перспектив
ности в нефтегазоносном отношении: 

1. Площадь безусловно может быть отнесена к высокопер
спективным участкам дальнего Саратовского Заволжья; 

2. В разрезе могут быть встречены минимально две само
стоятельные залежи: одна — в морсовских отложениях, дру
г а я — в интервале от данково-лебедянских до малевских отло
жений включительно. 

3. К первому перспективному участку разреза должна 
быть приурочена залежь газа, ко второму-—залежь легкой 
ароматической нефти или конденсата; 

4. Учитывая сферу прогнозного действия комплекса гидро
химических показателей, можно полагать, что залежи распо
лагаются на весьма близком расстоянии от исследованной 
скв. 1. 

На основании полученных выводов можно дать следующие 
рекомендации: в пределах Миусской площади целесообразно 
заложить вторую глубокую скважину к северо-востоку от 
скв. 1 на расстоянии не более 2—2,5 км для вскрытия предпо
лагаемых залежей (в морсовских отложениях — газовой и в 
верхнедевонских или нижнекаменноугольных — нефтяной). 

ИНТЕРПРЕТАЦИЯ ОРЕОЛОВ РАССЕЯНИЯ 
В УСЛОВИЯХ ЛОКАЛЬНЫХ СТРУКТУР 
С УСТАНОВЛЕННОЙ НЕФТЕГАЗОНОСНОСТЬЮ 

1. К в а с н и к о в с к а я п л о щ а д ь 

Квасниковекое газонефтяное месторождение 
расположено в ближнем Саратовском Заволжье на склоне 
сложного Степновского вала. В структурном отношении оно 
представляет собой погребенное девонское антиклинальное 
поднятие, которому в мезозое отвечает терраса, а в карбо
не — структурный нос. 

Залежи нефти и газа установлены лишь в породах сред
него девона. В нижней части песчаников морсовского гори
зонта открыта газовая залежь, и газонефтяные залежи выяв
лены в песчаниках пластов ДгѴ І и ДгѴ воробьевского гори
зонта живетского яруса. Получены притоки нефти и из двух 
интервалов разреза верхней части кыновско-пашийских отло
жений. 

В пределах Квасниковской площади были исследованы 
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to 
CD 

Рис. 36. Квасниковская площадь. Структурная карта по кровле пласта ДгѴ живет
ского яруса и разрез девонских отложений по профилю скв. 6, 14, 12. 

/ — изогипсы кровли пласта D 2 V живетского яруса; 2— линии тектонических нарушений; 3 — пес
чаник; 4 — глины; 5 — известняки; в — интервал опробования; результаты опробования: 7 — газ; 
8 — нефть; 9— вода; 10— состав водорастворенного газа в объемных %; направления миграцион
ных потоков: / / — СН 4; 12 — 2 т у ; —- f\[2, ^ — интервал разреза, перспективный в нефтегазонос

ном отношении по комплексу газогидрохимических критериев. 

- 4 



Характеристика подземных вод и при 

Интервал 
перфорации. 

м 
Возраст g S Л 

СО ^ « я « S 

S 

О . га 

о 
о 

S га 
<U t=; 
Е- с 

et О ш 

Сое 

СН 4 С2Н, 

12 
6 

23 
6 

2710 -2726 
2670—2678 

2668-2677 

2670—2650 
2813—2822 

I. Природ 
черноярский — — 75,68 5 . 1 1 

воробьевский — — — — 54,55 10.82 

2. Водораствоі 
живетский 612 110 76 222,337 89.15 1,81 

пласт Д 2 У 
222,337 89.15 1,81 

„ „ 700 — 76 246,28 84,32 3,97 
мосоловский 1103 248 82 225.685 79,60 2,70 

3. Водорастворенный газ на 

черноярский 1130 285 79 235,0 81,21 1.72 
воробьевский 846,4 199 78 230 72,35 4.96 

4. Органическое 

№ скв. Интервал перфорации, м Геологический возраст Битум, балл 

12 
9 

15 
10 
23 
6 

2550-2525 
2668—2677 
2721—2723 
2727—2732 
2670—2650 
2813—2822 

мосоловский 
воробьевский 
воробьевский 
воробьевский 
воробьевский 
мосоловский 

9 
9 - 1 0 
1 
7 - 8 
6 
8 

5. Ионно-солевой 

ю Интервал 
перфорации, 

м 
Уд. вес pH С 0 3 Н С 0 4 Cl s o 4 

9 
23 
6 

2677—2668 
2670 - 2650 
2813—2822 

1,26 
1.17 
1,16 

6,00 
5,30 
5,00 

нет 
нет 
нет 

24,4 
48,8 
24,4 

136 380,8 
154 233,9 
140 405,1 

425,65 
237,02 
236,20 

Таблица 48 
родных газов Квасниковской площади 

тав газа, % объемные 

с 3 н 8

г с 4 н 1 0 

~~т~ s 
Ц u 

U m 

н 2 С 0 2 N 2 
К-2— V 

і Т . у . 

К а - с 3 н 8 + 
+ В Ы С Ш . 

ный газ 
5,84 

16.28 
5.01 
7,23 

2,27 
3,31 

0,06 4,68 
0,60 

0,84 
7,21 

ренный газ 
0,45 0,20 0,20 1,24 3,44 3,51 26.5 33,5 104,9 

0,40 
2,20 следы 8,90 

1.24 
8,90 

0,70 
1,70 

9,37 
4.20 

9,6 
22.4 

19,0 
12,4 

211,0 
29.5 

границе с залежью (по расчету) 

0,71 
2,88 

1,03 
6.26 

— 0,14 13,05 
7,86 

3,14 
5,69 

вещество 

Фенолы, мг/л Толуол, мг/л Бензол, мг/л Амины, мг/л Фосфор орг. 
мг/л 

0,840 следы 2,60 0,185 
0,397 нет 0,10 0,240 

нет 0,124 0,37 0,020 
0.025 нет — 

0,675 0.280 0.79 0,115 
1,175 0,07 0,067 0,24 1,300 

состав (мг/л) 

Вг I Ca Mg N H 4 

K+Na 
по расч. В Fe общ. 

Сумма 
солей, 

г/л 

971,52 
737,20 

1121,69 

2,49 
10,65 
11,92 

28 971,4 
37 554,63 
29 750,05 

4394,87 
4189,35 
3501,72 

133,34 
13,89 

140.84 

77 153,73 
49 329,94 
50 559,75 

67,07 
41,12 
80,07 

215,06 
1539,32 
257,70 

222.337 
246.287 
225.685 
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Таблица 49 

Результаты расчета диффузионных потоков газообразных компонентов залежей Квасниковского месторождения 

Интервалы расчета 

Р
ас

ст
оя

н
и

е 
м

еж
ду

 т
оч


ка

м
и 

ра
с

че
та

, 
м

 

Потоки I = In -10-14 см3 

п = 1,2,3 сек от ДО 
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н
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еж
ду
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м
и 

ра
с

че
та

, 
м

 

Потоки I = In -10-14 см3 

п = 1,2,3 сек 

СКВ. 
возраст 

интервал 
перфорации, 

м 

№ 
СКВ. 

возраст 
интервал 

перфорации. 
м Р

ас
ст

оя
н

и
е 

м
еж

ду
 т

оч


ка
м

и 
ра

с
че

та
, 

м
 

Ii (СН 4 ) Ij (Х ту) Із (N 2) 

6 
(конт.) воробьевск 2670—2678 6 мосоловский 2813-2822 152 - 0 , 0 9 •+0,84 - 0 , 7 5 



подземные воды мосоловского горизонта, продуктивность ко
торого не установлена. 

В вертикальном разрезе водоносный горизонт отделен от 
выше- и нижезалегающих продуктивных пластов толщей по
род примерно одинаковой мощности (60—70 м), среди кото
рых глинистые отложения (рис. 36) составляют в среднем 20— 
30 м. 

Газовая составляющая и органическое вещество подзем
ных вод мосоловского горизонта имеют характеристику, в ко
торой нашло отражение либо наличие самостоятельной газо
нефтяной залежи в данных отложениях, либо влияние ниже-
и вышезалегающих залежей (табл. 48). При анализе состава 
OB подземных вод мосоловского горизонта обращают на себя 
внимание аномалийно высокие концентрации битума и фено
лов. Довольно значительно и содержание бензола. Такие вы
сокие концентрации OB (особенно фенолов—1,17 мг/л), как 
это видно из приведенного фактического материала (табл. 
48), не всегда отмечаются д а ж е в законтурных водах, форми
рующих свой состав под влиянием пластового рассеяния зале
жей. Поэтому вряд ли еще более высокие концентрации ука
занных компонентов OB могут быть обязаны вертикальному 
ореолу рассеяния. 

Проведенный термодинамический расчет потоков углево
дородов от газонефтяной залежи пласта ДгѴ вниз по разрезу 
скв. 6 показал, что основная масса углеводородов (легких) 
в воды мосоловского горизонта поступает не из залежи пла
ста ДгѴ, а и;з другого источника. Повышение концентрации 
метана в водах мосоловского горизонта, возрастание упруго
сти водорастворенного газа и температуры являются факто
рами, препятствующими миграции легких углеводородов из 
залежи пласта ДгѴ вниз «по разрезу. Диффузия азота также 
идет по направлению к залежи пласта ДгѴ, несмотря на по
вышенные концентрации его на контуре (табл. 49). 

Из залежи пласта ДгѴ возможна миграция только тяже
лых углеводородов, концентрация которых в водах мосолов-
ских отложений падает настолько резко, что повышение тем
пературы и давления не может повлиять на направление диф
фузионного потока. 

Таким образом, проведенный анализ направлений диф
фузионных потоков и состава растворенного газа позволяет 
сделать вывод о том, что полученные характеристики вод мо-
соловских отложений не отражают влияния ниже- и выше
расположенных залежей, а связаны с их собственной продук-
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тивностью. Причем, согласно значениям коэффициентов Кі, 
Кг, Кз. определяемая залежь должна быть газовой или газо
нефтяной. 

2. Ю ж н о - Г е н е р а л ь с к а я п л о щ а д ь 

В пределах Южно-Генеральской структуры выявлена одна 
газонефтяная залежь, приуроченная к породам бобриковского 
горизонта, ореольное рассеяние которой прослеживается на 
расстоянии свыше 1000 м по пласту и 50—60 м вверх и вниз 
по разрезу. Чтобы установить дальнейшие перспективы Юж
но-Генеральской площади, было проведено исследование 
пластовых вод окіско-серлуховских, нижне-башкирских и ве-
рейских отложений. 

1. Окско-серпуховские отложения были опробованы в скв. 3, 
в интервале 1311—1321 м, т. е. на расстоянии 40 м вверх 
по разрезу от залежи бобриковского горизонта. Анализ водо-
растворенноіго газа этих отложений показывает, что он суще
ственно отличается как от свободного, так и от растворенного 
в воде газа бобриковского горизонта (табл. 38). В нем значи
тельно меньше метана, резко увеличено содержание азота и, 
что не менее существенно, присутствуют тяжелые углеводо
роды (до С 3 Н 8 ) . 

Воды окско-серпуховских отложений отделены от газонеф-
тяной залежи бобриковского горизонта 30-метровой (выдер
жанной в пределах всей Южно-Генеральской структуры) пач
кой глин тульского горизонта. В этих условиях трудно пред
ставить возможность обогащения вод тяжелыми углеводоро
дами за счет вертикального миграционного потока из залежи 
через достаточно мощную глинистую покрышку. В этом осо
бенно убеждает то, что воды бобриковского горизонта, нахо
дящиеся в сфере пластового ореольного влияния залежи, прак
тически не содержат тяжелых углеводородов. 

В целом характеристика газа , растворенного в водах ок
ско-серпуховских отложений, очень близка к той, которая ти
пична для вод структур, содержащих нефтяные, но не газо
вые или газонефтяные залежи. Это также дает основание 
исключить влияние залежи бобриковского горизонта на фор
мирование газовой составляющей подземных вод окско-серпу
ховских отложений. 

В полном соответствии с изложенным находятся и дан
ные, полученные при расчете диффузионных потоков газовой 
составляющей и бензола по разрезу скв. 3. Они показали, что 
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из залежи бобриковского горизонта до окско-серпуховских 
отложений наблюдается миграция только легких углеводоро
дов. Выше по разрезу источником диффузии метана, тяжелых 
газообразных углеводородов и бензола служат уже нижне
башкирские отложения, из которых все названные ингреди
енты мигрируют как вверх, так и вниз по разрезу. 

Аналогичные результаты получены и по направлениям по
токов мигрантов, рассчитанных по водоносным горизонтам, 
вскрытым в скв. 5 (табл. 39). 

2. Подземные воды нижнебашкирских отложений, иссле
дованные в скв. 4 и б, по характеристике газовой составляю
щей и OB, совершенно определенно указывают на продук
тивность этих скважин (причем ожидаемая залежь должна 
быть нефтяного типа) . В составе водорастворенного газа при
сутствует вся гамма тяжелых углеводородов до С 5 Н 1 2 вклю
чительно, а содержание бензола аномально повышенное 
(0,12—0,67 мг/л). Нисходящее ореольное влияние этой, еще 
не открытой залежи, вероятно, и определило специфику соста
ва окско-серпуховских отложений. Это влияние распростра
няется вниз по разрезу от нижнебашкирских до окско-серпу
ховских отложений, примерно на расстояние 250 м. Такие зна
чительные масштабы нисходящего ореольного влияния связа
ны с тем, что в данном случае мы имеем по существу один 
гидрогеологический комплекс, или, по терминологии Б. А. Тхо-
стова (і 1966), единую .геогидродинамическую систему. 

3. На расстоянии порядка 100 м вверх по разрезу от ниж
небашкирских отложений были опробованы породы терриген-
ной толщи верейского горизонта. Большой фактический ма
териал, полученный в процессе исследований трех скважин — 
3, 4, 5, убедительно показывает, что на газовую составляющую 
подземных вод верейских отложений не оказывает влияния 
залежь, которая, как мы предполагаем, должна быть приуро
чена к породам нижнебашкирского подъяруса. В составе водо
растворенного газа почти во всех случаях полностью отсут
ствуют углеводороды тяжелее этана и значителен удельный 
вес азота. 

Лишь сравнительно высокое процентное содержание мета
на может рассматриваться как показатель возможности диф
фузионного обогащения вод верейского горизонта легкими уг
леводородами, идущими от залежи нижнебашкирского подъ
яруса. Поток тяжелых углеводородов почти полностью сорби
рован мощной 40-метровой пачкой глин верхнебашкирского 
подъяруса и нижней части верейского горизонта. Анализ зна-
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чений газовых коэффициентов (Кі К 2 Кз) также указывает на 
отсутствие самостоятельной залежи в породах верейского го
ризонта. 

Данный вывод подтверждается и составом органического 
вещества подземных вод верейского горизонта, в которых поч
ти все ингредиенты OB присутствуют в количествах, не пре
вышающих их фоновых концентраций (табл. 50). 

Таблица 50 

Содержание органического вещества в подземных водах 
Южно-Генеральского месторождения 

Интервал 3 
о w 

СО 
и 

перфорации, 
м 

Возраст я 
s га 

о -
о г в-о s 
0 s о ^ 

% •& з (Л Ч < Ч Г У н Ч 

4 990-958 верейский 6 0,13 0,051 0.264 0,07 нет 
5 909-914 верейский 7 0,10 0.010 0.174 0,42 
3 936-939 

верейский 

930-936 верейский 7 0,08 0,010 0,169 0,22 
3 903-908 верейский 6 , 0,07 следы 0,185 0.05 
5 1060-1081 нижнебаш

кирский 6 - 7 — 0.670 0,100 0,13 
3 1041—1051 нижнебаш

кирский 
окский 

4 0,05 0,120 0,107 0,13 
3 1311—1321 

кирский 
окский 5 0,07 0,087 0,150 0.07 

4 1370-1376 бобриков-
ский 5 0,70 0.047 0.230 0.18 

3 1673-1681 живетский 5—6 0.20 0,007 0,100 — 

1 2127-2132 живетский 8 - 9 0,28 0,017 0,080 0,17 

Таким образом, из трех исследованных горизонтов серпу-
ховско-ококих, нижнебашкирских и еврейских отложений пер
спективны только породы нижнебашкирското лодъяруеа. 
Предполагаемая залежь должна быть нефтяного типа и рас
полагаться в восточной сводовой части поднятия, гипсометри
чески выше скв. 3 и 5. В этом районе распространена зона 
хорошо проницаемых известняков, ограниченная с запада, се
вера и северо-востока либо сильноуплотненными, либо загли-
низированным'и известняками. 

3. Г р я з н у ш и н с к а я п л о щ а д ь 
Грязнушинское поднятие располагается на территории 

ближнего Саратовского Заволжья. По кровле пласта ДгѴ во-
робьевских отложений оно имеет вид брахиантиклинальной 
складки северо-восточного простирания. В пределах поднятия 
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предполагается существование ряда тектонических наруше
ний сбросового типа. Вверх по разрезу сбросы прослеживают
ся до подошвы задонско-елецких отложений. 

В отложениях карбона Грязнушинское поднятие выражено 1 

структурным носом, открывающимся в северо-западном на
правлении, а в мезозое— структурной террасой. 

Продуктивность структуры связана в основном с коллек
торами пласта ДгѴ живетского яруса, из которых при опробо
вании скв. 3 был получен промышленный приток нефти. 

Состав водорастворенного газа, полученного при исследо
вании пласта Д 2 Ѵ в скв. 4, находящейся на южном перикли-
нальном окончании поднятия в 8,5 км от скв. 3, характери
зуется значительными концентрациями тяжелых углеводоро
дов (9,8%). Последние очень редко встречаются в водах 
Нижнего Поволжья и лишь в зоне контакта нефть—вода. Не
менее типично и присутствие в составе тяжелых углеводоро
дов гексана, причем процент его содержания также аномаль
но высок (0,52%), тогда как азот составляет всего 2,6%, что,, 
по всей вероятности, отвечает газонефтяному типу залежи. 

При сопоставлении составов водорастворенного (скв. 4) 
и нефтяного (скв. 3) газов легко заметить, что в воде азога 
почти в три раза меньше, чем в нефти. Это дает основание 
считать, что фиксируемый состав водорастворенного газа не 
связан с нефтяной залежью, вскрытой скв. 3 на северном пе-
риклинальном окончании Грязнушинской структуры. Срав
нение водорастворенного газа со свободным соседней Южно-
Грязнушинской площади также указывает на их существен
ное различие (первый более богат тяжелыми углеводорода
ми) (табл. 51). 

Таблица 51 

Сравнительная характеристика газов Грязнушинской и Южно-
Грязнушинской площадей 

Состав, % объемные 
№ 

СКВ. Вид газа С 4 Н 1 0 С5Н12 С 5 Н і а + С в Н и N 2 

20 
4 
3 

свободный 
водораствор. 
нефтяной 

1.13 
1,48 
4,19 

0,32 
0,74 
4,64 

нет 
0,52 
0,87 

0.32 
1,26 
5.56 

17,16 
2,64 
7,12 

На основании приведенных геохимических сопоставлений 
состава газов можно предположить, что в пределах Грязну
шинской площади, кроме установленной нефтяной залежи, 
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существует еще одна самостоятельная залежь газонефтяного 
типа. Ее южное окончание, по-видимому, и вскрыто скв. 4 
(рис. 37). Можно предположить, что эта скважина располо

жена в приконтурной зоне залежи, занимающей гипсометри
чески более высокое положение. 

На основании изложенного рекомендуется заложение раз
ведочной скважины на пласт Д 2 Ѵ в северо-западном направ
лении от скв. 4 на расстоянии примерно 3 км. 

В разрезе скв. 4, кроме пятого пласта воробьевского го
ризонта, были исследованы также, подземные воды пласга 
ДгІѴ живетского яруса и малевского горизонта карбона 
(табл. 52). 

Характеристика подземных вод 

№ 
СКВ. 

Интервал 
перфорации, 

м 

Состав газа, 
№ 

СКВ. 

Интервал 
перфорации, 

м 
Возраст 

СИ, с 2 н б СзН 8 с<н 1 0 

1. Водораство 
2200-2204 
2060-2080 
1775—1784 

воробьевский 
старооскольский 
малевский 

85.50 4,12 2,96 1,48 
62,50 1.28 0,18 — 
88,28 2,58 0,59 0,05 

2. Органиче 

№ скв. Интервал перфо
рации, м Возраст Битум, балл Фенолы, 

мгіл 

4 
4 

2060—2080 
1775-1784 

старооскольский 
малевский 

7 
11 

0.37 
0,09 

3. Ионно-солевой 

ш 
и 

% 

Интервал 
перфорации, 

м 
Уд. вес рн СОз НСОз Cl S04 

4 1775-1784 1,140 5,7 нет 158,6 123400,8 617,25 
4 2060-2080 1,168 7,0 нет 42,7 147014,4 403.27 
4 2200—2204 1,164 4,1 нет нет 145 798,4 57.61 
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Состав органического вещества подземных вод этого пла
ста (табл. 49) указывает на то, что данные отложения или 
находятся в сфере вертикального влияния залежи пятого пла
ста, или сами продуктивны. Последнее наиболее вероятно, так 
как среди 120-метровой пачки пород, отделяющих пятый и 
четвертый пласты живетских отложений, 60 м составляют гли
ны. Опыт анализа ряда залежей Нижнего Поволжья свиде
тельствует о том, что такая мощная толща глин служит до
статочным экраном, изолирующим залежь пласта Д 2 Ѵ от вы-
шезалегающих коллекторов девона. 

Исследования газовой составляющей и особенно ОіВ под
земных вод малевского горизонта карбона (скв. 4, 1775—• 

Таблица 52 
Грязнушинской площади 

% объемные 

к С Н і 

і т . у . 
К з ~ с 3 н 8 + с 5 н 1 2 + н 2 

С 0 2 N 2 

ѵ

 2 гор 
K l = ~ N ä ~ 

к С Н і 

і т . у . 
К з ~ с 3 н 8 + 

высш. 
С 0 2 

к С Н і 

і т . у . высш. 

ренный газ 

1,04 2.64 36 9 15 

3,86 26,10 6,08 11 43 347 3,86 
1,66 6,84 13 28 138 

ское вещество 

Бензол, мг\л Амины, мг\л Толуол, мг\л Р орг., мг\л 

0,06 0,90 0,02 0,15 
0,25 0.16 0.20 0,27 

состав, мг/л 

Вг I Ca Mg N H 4 

Na+K 
по расч. В Fe 

общ. 
Сумма 
солей, 

г\л 

553.77 
638,lb 
950,40 

9.53 
7,62 
7,46 

15550,82 
24178,34 
27 267.2 

3748,57 
3813,20 
5041,18 

24.59 
217,39 
286.00 

55 581,34 
60 502,88 
76 665,80 

53,02 
90,82 

114,69 

1666,67 
196,07 
312,15 

199,582 
236,746 
235,965 
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CKJ.Î CKÜL 4 

A , A 

Рис. 37. Грязнушинская площадь. Структурная карта по кровле пласта Д 2 Ѵ живетского яруса 
и разрез отложений девона и карбона по профилю скв. 3, 4. 

/ — изогипсы кровли пласта ОгѴ живетского яруса; 2 — линии тектонических нарушений; 3 — песчаники; 4 — 
глины; 5 ~- известняки; 6 — интервал опробования; 7 — нефть; 8 — вода. 



Î784 м) ПОЗВОЛЯЮТ предполагать о продуктивности нижнека
менноугольных отложений. Ожидаемая залежь должна быть 
нефтяного типа, на что указывает и состав OB подземных вод 
(содержание битума составляет 11 баллов и бензола — 

0,25 мг/л). Следовательно, наряду с отложениями девона не 
менее важным объектом дальнейшей разведки на Грязну-
шинской площади можно считать и нижнекаменноугольные 
отложения. 



Г Л А В А V I I I К П Р О Б Л Е М Е С О Х Р А Н Е Н И Я З А Л Е Ж Е Й Н Е Ф Т И 

И Г А З А В Т Е Ч Е Н И Е Г Е О Л О Г И Ч Е С К О Г О В Р Е М Е Н И 

Использование метода термодинамического 
анализа для определения масштабов и направлений мигра
ционных потоков в значительной мере способствовало полу
чению представлений о механизме процесса массообмена 
между залежами нефти и газа и окружающими их подземны
ми водами. Последнее не только оказало большое влияние 
на оценку роли различных факторов, определяющих масшта
бы миграции жидких и газообразных мигрантов залежей, но 
и позволило высказать ряд положений, касающихся малоис
следованной проблемы сохранения залежей на протяжении 
геологического времени. 

Прежде всего можно констатировать, что в процессе пла
стовой миграции ведущая роль принадлежит градиенту кон
центраций компонентов, т. е. разнице между концентрациями 
на фронте миграции и в той среде, где она происходит. Изме
нения температуры и пластового давления заметного влия
ния на масштабы рассеяния залежей здесь, естественно, не 
оказывают, так как сами эти параметры не испытывают су
щественных колебаний. 

Принципиально иную роль играют изменения температуры 
и давления в процессе вертикальной миграции из залежей 
нефти и газа, подчас оказывая решающее влияние на направ
ление потока мигрантов. Так, например, термодинамический 
анализ масштабов ореольного рассеяния массивной газовой 
залежи бобриковского горизонта Восточно-Сусловского ме
сторождения показал, что миграция как легких, так и тяже
лых углеводородов происходит по направлению к водам баш
кирского яруса, несмотря на то, что концентрация углеводо
родов в них выше, чем на контуре газоносности. 

Не менее важный результат применения метода термо
динамического анализа при определении направлений оре
ольного рассеяния залежей — установление факта дифферен-
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цированной миграции потоков компонентов из залежей раз
личных типов. В большинстве случаев газовые залежи отдают 
в окружающие их подземные воды легкие углеводороды, а 
нефтяные — более тяжелые. Из нефтяных залежей в подзем
ные воды, как правило, мигрирует и азот. В районах же пре
имущественного развития газовых залежей миграция азота 
осуществляется в основном из подземных вод по направлению' 
к залежам. Таким образом, соотношение фонового состава 
подземных вод и состава источников миграции, в значитель
ной мере обуславливающее разнонаправленность и дифферен
циацию потоков мигрантов залежей различных типов, являет
ся еще одним важным фактором. 

Пределы изменения значений отдельных компонентов со
става газа, характеризующих фон нефтегазоносного региона, 
довольно значительны (табл. 53). Они отвечают пределам 
изменений отдельных составляющих газа подземных вод, на
ходящихся в ореоле влияния залежей. Колебания концентра
ций метана в составе водорастворенного газа фона близки к 
колебаниям его концентраций, свойственным водам, окружа
ющим нефтяные залежи, и значительно отличаются от тех,, 
которые характерны для вод газовых залежей. 

Таблица 53 
Предельные значения состава газа, растворенного в водах 
продукхивных и «пустых» структур Нижнего Поволжья 

Состав газа, % объемные 
Продуктив
ность струк С5Н12-Т-

тур СН 4 с 2 н 6 с 3 н 8 высшие с о 2 н 2 

Нефтяные 28-86 1 , 0 - 0 , 2 - 0 , 1 - 0,1—3,2 9— 0 , 3 -Нефтяные 
6,5 6,6 6.4 51 2,1 

Газовые 70-98 0 , 1 - 0 - 1 , 1 0— — 0,2— 0 , 1 - 0 - 2 2 
2,2 1.16 10 3,5 

Газо-нефтя-
ные 28—89 0 - 2 , 4 0 - 0 . 4 0 - 0 7.5— 0—5.5 0—4 

0,17 6,5 
0—5.5 

Обводнен 
0,17 6,5 

ные 28-89 0 - 2 , 4 0— 0 - 0 7 , 4 - 0 - 5 , 4 0—1,7 
0,35 0,17 65,4 

0 - 5 , 4 

Следовательно, направленность потока метана из газовых 
залежей в окружающие их воды будет преобладать, тогда как 
по отношению к нефтяным залежам, наоборот, воды могут 
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•сами нередко являться источником миграции метана. Анало
гичные рассуждения могут быть продолжены и для других 
компонентов газовых смесей. Важно подчеркнуть, что они 
полностью согласуются с теми направлениями потоков миг
рантов, которые получены при теоретических расчетах, про
веденных с применением метода термодинамики необратимых 
процессов. 

Из приведенной оценки фоновых характеристик подзем
ных вод и определения направлений и масштабов миграции 
из залежей нефти и газа, а также термодинамического обос
нования разнонаправленное™ потоков мигрантов логически 
вытекает возможность подхода к принципиальному решению 
такой важнейшей проблемы теории геологии и геохимии неф
ти и газа, как проблема сохранения залежей. 

На различных расстояниях от залежей, как в вертикаль
ном разрезе структур, так и по пласту, существуют зоны, 
ранее названные нами «зонами динамического равновесия» 
(А. С. Зингер, 1966). Здесь потоки мигрантов залежей встре
чаются с потоками одноименных компонентов, мигрирующих 
по направлению к залежам. Это ограничивает возможность 
рассеяния последних и обеспечивает, таким образом, сохране
ние их запасов и состава. Наличие таких зон может быть вы
ведено как простое следствие из доказанного методом термо
динамического анализа факта существования разнонаправлен
ных потоков мигрантов, которые в этом случае обязательно 
должны встретиться на каких-то расстояниях от залежей 
нефти и газа. 

Следовательно, механизм процесса, приводящего к сохра
нению залежей, состоит во взаимном массообмене мигранта
ми в «зонах динамического равновесия». Потери мигрирую
щих из залежей компонентов пополняются равным количест
вом их, поступающим из подземных вод. Такое понимание 
массообмена залежей с окружающей средой позволяет гово
рить о непрерывности процесса формирования залежей (во 
всяком случае о существовании его в настоящее время) . 

При рассмотрении данных, характеризующих направление 
миграционных потоков, можно найти достаточное подтверж
дение изложенным представлениям. Этой цели может слу
жить пример анализа распределения направлений потоков 
мигрантов в пределах Топовекой площади. Здесь миграция 
.легких углеводородов происходит из обводненного пласта ок
ского надгоризонта по направлению к залежи, приуроченной 
•ко I I пласту. Из нижележащих водоносных горизонтов ясно-
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ск6гі5 с к У і счУб с к У г 

Рис. 38. Ореолы рассеяния нефтяной залежи окских отложений Топовского месторождения. 
J — песчаники; 2 — глины; 3 —известняки и доломиты; 4 — известняки глинистые; 5—интервал опробования; 
результаты опробования: б — нефть; 7 —вода; 8 — состав водорастворенного газа в объемных %; направления 

миграционных потоков: 9 — СН 4 ; /0 — 2 т г 1 1 ~ N2-



Полянского надгоризонта залежь пополняется тяжелыми угле
водородами (рис .38) . 

Положения, вытекающие из анализа конкретного факти
ческого материала, очень близки к тем, которые развиваются 
в последнее время В. А. Соколовым (1964). Рассматривая 
миграцию газов в земной коре и их обмен с атмосферой, он 
приводит расчеты потерь газа из залежей, обязанных чисто 
диффузионному процессу миграции. При .значениях коэффи
циента диффузии, равном ,1.10 -6 см3/сек, в случае стационар
ного диффузионного потока за 1 млн. лет из залежи через 
каждый квадратный метр поверхности будет уходить 6,3 мъ 

метана. Таким образом, через 100 млн. лет потери газа со
ставят 630 mz с каждого квадратного метра. Трудно предста
вить, отмечает В. А. Соколов, чтобы газовая залежь могла 
хотя бы частично сохраниться при таких потерях, тем более, 
что фильтрация и другие процессы миграции еще -более уве
личивают их размеры. Аналогичные расчеты были сделаны и 
в предыдущих работах В. А. Соколова. В частности, в моно
графии (1956) отмечалось, что залежи гаіза таких крупней
ших месторождений, как Панхэидл и Хьюготон, составляю
щие вместе около 1400 млрд. ж 3 , с пермского периода и до 
наших дней должны были бы обновиться не менее чем 3—4 
раза. 

В. А. Соколов считает, что сохранность газовой залежи 
или газовой шапки в нефтяной залежи может быть обуслов
лена как сравнительно недавним образованием залежи, так и 
непрерывным подтоком газа, восполняющим его потери, или 
крайне низкими значениями коэффициента диффузии и яв
лениями ее торможения и затухания. Рассмотренный выше 
маесообмен залежей с окружающими подземными водами, 
раскрывая механизм процесса их сохранения, наглядно про
иллюстрировал реальность большинства из перечисленных 
факторов, отмеченных В. А. Соколовым. Мы имеем возмож
ность фиксировать потоки мигрантов, направленные к зале
жам, и «восполняющие их потери», а также «наличие явле
ния торможения и затухания диффузии» в виде зон динами
ческого равновесия."Сравнительно небольшие масштабы оре
ольного влияния залежей, особенно по вертикальному разре
зу покровных толщ, связаны с низкими значениями коэффи
циентов диффузии глинистых толщ, перекрывающих залежи и 
встречающихся в разрезе на различных расстояниях от них. 
На это обстоятельство обращал внимание еще Е. М. Геллер 
(1958), показавший, что при значениях коэффициента диффу-
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зии .порядка 10~6 см2/сек сохранение запасов газа в залежи, 
возникшей 300 млн. лет назад (т. е. существующей с девон
ского времени), требует их обновления 1100 раз. Он справед
ливо считал, что .непосредственное применение к расчетам 
диффузии газа в естественных условиях тех коэффициентов, 
которые определены по кернов ому материалу в лаборатори
ях, невозможно, так как они весьма завышены и в реальных 
условиях имеют порядок Ю - 8 , Ю - 9 см2/сек. Е. М. Геллер бо
лее 10 лет назад предвидел, «что диффузионное рассеяние 
залежей через покровную толщу имеет в общем случае очень 
скромные размеры, никак не угрожающие их сохранению в 
отсутствии восполнения запасов газа даже в геологических 
Промежутках времени». 

Однако, если запасы нефтяных и газовых залежей все ж е 
восполняются, необходимо представить себе тот источник, 
который на протяжении геологических отрезков времени мог 
бы обеспечить это восполнение. Реально ли допущение его 
существования, например, с точки зрения балансовых соотно
шений количества углеводородов, содержащихся в подземных 
водах и в залежах нефти и газа? 

Положительный ответ на этот вопрос дают расчеты коли
чества свободного газа в залежах и газа, растворенного в 
подземных водах, выполненные рядом исследователей для от
дельных нефтегазоносных областей СССР и США. К такому 
ж е выводу приводят и наши расчеты соотношений количества 
свободного и растворенного в воде газа и общего содержания 
органического углерода в подземных водах и залежах нефти 
и газа по территории Саратовской области (табл. 54). 

Для всех литолого-етратиграфичѳских комплексов палео
зоя, по которым проведены указанные расчеты, получены 
данные, свидетельствующие о том, что в подземных водах 
содержатся несравненно большие количества углеводородов, 
чем в нефти и природном газе, хотя при расчете учитывались 
не только фактически установленные, но и прогнозные зале
жи нефти и газа. Принятые в расчете значения соответству
ющих параметров состава подземных вод, наоборот, чаще все
го характерны для вод непродуктивных структур и горизон
тов, т. е. являются их фоновыми показателями. 

Аналогичны в этом смысле и результаты ряда других 
исследователей. Так, например, С. Д ж . Пирсон (1962), ка
саясь новых направлений в развитии геохимических методов 
поисков нефти и ссылаясь на работы С. Э. Баклея и др., от
мечает, что оцениваемое количество газа, растворенного в 
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Таблица 54 
Соотношение количества углеводородов в залежах и подземных водах Нижнего Поволжья 
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подземных водах США, заметно превышает известные залежи 
его в нефтяных и газовых месторождениях. В подземных во
дах только одной Западной Сибири, по данным А. А. Трофи-
мука и др. (1963), содержится 240—250 триллионов мг газа . 
Это больше, чем количество свободного газа в залежах всей 
литосферы. Еще более поражает следующее сравнение: общее 
количество газа в газовых и нефтяных залежах литосферы 
составляет 507 500 млрд. м3, а растворенного в подземных во
д а х — 1 8 5 0 триллионов мъ (М. К. Калинко, 1964). 

Несколько иное соотношение количеств нефти, растворен
ной в воде и находящейся в коллекторах. Приняв раствори
мость нефти в воде равной 0,001 % (против определенной 
У. Л . Расселом величины 0,02%), М. К. Калинко подсчитал, 
что общее количество нефти, растворенной в воде, составля
ет около 200 млрд. т. Это примерно в 10 раз меньше, чем со
держание ее в коллекторах, оцениваемое в 2250 млрд. т. Од
нако нам представляется, что общее количество жидких угле
водородов, растворенных в воде, гораздо больше. Дело в том, 
что принятое в подсчете значение растворимости углеводоро
дов в воде очень занижено, кроме того, необходимо учиты
вать, кроме истинной, и мицелярную растворимость. Только 
в водах части палеозойского разреза Саратовской области 
общее содержание органического углерода, рассчитанное 
лишь для газа , растворенного в водах, составляет около 
6000 млн. т, тогда как в существующих и в предполагаемых 
залежах нефти и газа, вместе взятых, его количество не пре
вышает 760 млн. т, т. е. в 8 раз меньше. 

Таким образом, среда, в которой происходит миграция, 
располагает потенциальными возможностями для участия в 
процессе газообмена с залежами углеводородов и в ряде слу
чаев реализует эти возможности. 



Г Л А В А I X . К Л А С С И Ф И К А Ц И Я П О Д З Е М Н Ы Х ВОД 

Н Е Ф Т Е Г А З О Н О С Н Ы Х Р Е Г И О Н О В 

Подземные воды (представляют собой ту сре
ду, в которой протекают процессы нефтегазообразования и 
нефтегазонатсопления. Следы последних не исчезают бесслед
но и находят отражение в характеристиках состава подзем
ных вод. Использование явления отражения этих региональ
ных процессов, в конечном итоге приводящих к образованию 
нефтяных и газовых месторождений, положено в основу од
ного из гидрогеологических методов оценки перспектив неф-
тега зон оси ости т е рр'итор и и. 

Сформированные в ловушках залежи нефти и газа также 
не являются нейтральными по отношению к окружающим в 
подстилающим подземным водам и, в свою очередь, наклады
вают определенные отпечатки на их состав. Как уже говори
лось, масштабы проявления процессов нефтеобразования и 
нефтегазонакопления весьма различны. Площадь их распро
странения может быть в отдельных случаях сопоставима с 
площадью распространения самих залежей нефти и газа . 
Вместе с тем существующие в гидрогеологии классификации 
подземных вод не учитывают ни влияния на их состав назван
ных региональных процессов, ни влияния уже сформирован
ных залежей нефти и газа. Изменение состава подземных 
вод нефтегазоносных регионов обычно определяется как по 
водам, находящимся в сфере о реального влияния залежей, 
так и по фоновым характеристикам, без четкой их дифферен
циации. 

Это приводит, во-первых, к тому, что не всегда удается 
получить реальные представления о тех региональных законо
мерностях распределения состава подземных вод по верти
кальному разрезу и в плане, которые действительно имеют 
место в том или ином нефтегазоносном бассейне. Вместе с 
тем хорошо известно, как резко отличаются характеристики, 
например, газовой составляющей и СХВ подземных вод не 
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только в различных районах нефтегазоносных бассейнов, но 
д а ж е в пределах отдельных структур или их участков. Во-
вторых, затруднено, а иногда и неоднозначно, тол-кование из
менений, происходящих в подземных водах, которые обуслов
лены самими залежами нефти и газа. Следовательно, такой 
практически важный аспект исследований подземных вод, 
как использование их для оценки нефтегазоносное™ локаль
ных структур, также может оказаться нереализованным. 

Необходимо отметить и следующее обстоятельство. Наи
более распространенная в нефтяной гидротеологии классифи
кация подземных вод отражает лишь условия их залегания 
в пределах месторождений нефти и .газа. В соответствии с 
этой классификацией и некоторыми ее модификациями обыч
но выделяют: п л а с т о в ы е в о д ы (контурные или краевые, 
верхние контурные (верхние краевые), подошвенные, проме
жуточные); п о с т о р о н н и е в о д ы (верхние промежуточ
ные, нижние промежуточные, смешанные воды) и т е к т о н и 
ч е с к и е в о д ы . 

Легко заметить, что за пределами этой классификации 
остаются подземные воды, заключенные в межструктурных 
понижениях, и воды непродуктивных структур и других уча
стков нефтегазоносных бассейнов, непосредственно не связан
ных с месторождениями нефти и газа . Следовательно, она не 
охватывает большую часть подземных вод любого нефтегазо
носного бассейна, заполняющих пористые и проницаемые гор
ные породы не только самого месторождения, но и прилегаю
щих участков земной коры. 

Наконец, отсутствие классификации подземных вод, четко 
отражающей влияние, которое оказывают «а их состав регио
нальные процессы нефтегазообразования и сами залежи неф
ти и газа, является не менее важным обстоятельством, спо
собствующим появлению представлений о незначительной ро
ли подземных вод в процессах формирования нефтегазовых 
месторождений. Так, Г. Н. Доленко (1966), один из крупней
ших представителей гипотезы неорганического происхожде
ния нефти, пишет: 

«Исследования последнего времени все более и более 
умаляют значение подземных вод в формировании нефтяных 
и газовых месторождений. Сплошь и рядом не выдерживает
ся схема так называемого дифференциального улавливания 
углеводородов в процессе переноса их водными потоками. 
Вместе с тем накапливается много данных, показывающих на
личие у нефтяных вод особой, присущей только им природы. 

199 



Они не имеют широкого площадного распространения в пла
стах-коллекторах и залегают главным образом вблизи кон
тура нефтяных и газовых залежей». 

Действительно, «особая природа нефтяных вод» в их наи
более ярком выражении не имеет широкого распространения, 
так как она связана с ореолыным рассеянием залежей, мас
штабы которого сравнительно невелики. Однако и в целом 
фоновые характеристики подземных вод нефтегазоносных 
провинций и областей существенно отличаются от состава 
вод тех районов, в которых залежи нефти и газа не обнару
жены. Подземные воды, характеризующие фон нефтегазонос
ных территорий, как мы уже отмечал'и ранее (А. С. Зингер, 
1966), имеют широкое распространение. Они связаны с реги
ональными процессами нефтегазообразования и теми видами 
миграции, которые приводят к образованию, а не к диссипа
ции залежи нефти и газа. Региональное развитие фоновых 
вод нефтегазоносных областей подтверждается приведенными 
ранее расчетами соотношений количества углеводородов, со
держащихся в залежах и подземных водах. Значительное пре
вышение количества углеводородов, растворенных в фоновых 
водах нефтегазоносных областей, по сравнению с теми запа
сами, которые установлены и прогнозируются, убедительно 
свидетельствует о региональном участии процесса нефтегазо
образования в фор миров ании сіпецифическото состава подзем
ных вод этих территорий. 

Учитывая изложенное, представляется целесообразным 
ввести такую классификацию подземных вод нефтегазоносных 
регионов, которая отражала бы степень влияния на подземные 
воды как региональных процессов — нефтегазообразования и 
нефтегазонакопшения, так и вторичных — миграции из зале
жей нефти и газа. В соответствии с этой классификацией в 
пределах нефтегазоносного региона можно выделить два ос
новных типа подземных вод — фоновые и ореольные. 

Под первыми понимаются те подземные воды данного 
региона, которые не находятся в сфере влияния залежей неф
ти и газа. На формирование их состава процессы, связанные 
с миграцией компонентов из залежей, заметного влияния не 
оказывают. Поскольку эти воды отражают региональные про
цессы нефтегазообразования и (или) нефтегазонакопления (в 
том числе, а возможно главным образом первичной мигра
ции), в зависимости от преимущественного течения процессов 
газообразования, нефтеобразования или нефтегазообразова
ния они соответственно могут быть подразделены на следую-
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щие группы: воды, отражающие региональные процессы 
газообразования; воды, отражающие региональные процессы 
нефтегазообразования. 

Воды зоны активного водообмена и районов, характери
зующихся развитием современной инфильтрации, даже в 
пределах продуктивных территорий, могут не отражать ре
гиональные процессы нефтегазообразования, наблюдаемые ів 
данном регионе. Это, вероятно, связано либо с тем, что в ука
занных условиях эти процессы не протекают в таких значи
тельных масштабах, которые могут найти отражение в изме
нениях состава вод, фиксируемых современными методами 
физико-химических исследований, либо с активной динамикой 
вод, затрудняющей установление длительных контактов меж
ду ними и вмещающими их породами. Скорее всего здесь иг
рают роль оба фактора. Поэтому целесообразно выделить 
еще одну (четвертую) группу — фоновые воды, т. е. воды, 
состав которых не отражает течения процессов нефтегазооб
разования и нефтегазонакопления, приводящих к формирова
нию промышленных скоплений нефти и газа. 

В связи с тем, что существуют различные понятия и опре
деления фоновых концентраций, а также различный подход 
к их установлению, имеет смысл несколько более подробно 
обосновать приведенную выше формулировку «фоновые во
ды нефтегазоносного региона». 

Как отмечал еще академик В. И. Вернадский, нормами 
распространения отдельных элементов в данной геосфере 
являются их кларки. Отклонения от средней нормы связаны 
либо с рассеянием, либо с концентрированием тех или иных 
элементов. Поэтому для областей, заведомо не характеризу
ющихся развитием месторождений полезных ископаемых, 
принципиально правильным будет такое определение понятия 
фона, которое указывает на нормальное состояние элемента, 
т. е. на состояние его рассеяния. Следовательно, фоном этих 
областей можно считать такие концентрации элементов, ко
торые не превышают их кларковых содержаний. 

Иной подход требуется при определении фоновых харак
теристик тех регионов, в пределах которых месторождения 
полезных ископаемых уже установлены. По определению 
А. Е. Ферсмана (1955), месторождениями полезных ископае
мых следует называть «такого рода геохимические области, 
где этот элемент накоплен не только выше кларка данной 
геосферы, но и выше среднего содержания элемента в данном 
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процессе *. На этом основании фоном «геохимических обла
стей», в пределах которых ожидается развитие тех или иных 
месторождений полезных ископаемых и которым в нефтяной 
геологии, очевидно, отвечают нефтегазоносные бассейны по 
И. О. Броду (1948) или нефтегазоносные провинции по 
Н. Ю. Успенской (1966), правильнее всего было бы считать 
средние концентрации определенных элементов, характерные 
для данной области. Однако значительные колебания фоно
вых концентраций, определяемых даже для близких геолого-
геохимических условий развития каких-либо участков лито
сферы или гидросферы, принятых в качестве фоновых средних 
значений данного элемента, могут обусловить получение ряда 
«ложных» аномалий, не связанных с месторождениями полез
ных ископаемых или связанных с непромышленными их скоп
лениями. Поэтому целесообразнее всего в качестве фона про
дуктивных регионов принимать наиболее часто встречающие
ся максимальные значения элементов, определяемых на «(пу
стых» структурах, приуроченных к таким участкам региона, 
для которых нет оснований заведомо предполагать отсутствие 
течения процессов, приводящих к образованию месторожде
ний полезных ископаемых. 

Для отдельных районов или участков разреза в целом 
продуктивного региона, в пределах которых по общим гео
лого-тектоническим или гидрогеологическим предпосылкам 
трудно рассчитывать на обнаружение промышленных место
рождений (зоны активного водообмена, раскрытия части 
структур, районы с малыми мощностями осадочных отложе
ний и т. д . ) , за фоновые концентрации можно принимать ли
бо к л арки данных элементов, либо их средние значения. 

Таким образом, предполагается, что для нефтегазоносных 
регионов необходимо выделить два основных типа фоновых 
характеристик: отражающие процессы, приводящие к форми
рованию месторождений полезных ископаемых, и не отража
ющие эти процессы или отражающие их в значительно мень
шей степени. 

Первый тип может быть в свою очередь дифференцировав 
в зависимости от видов протекающих процессов (нефтеобра-
завание, нефтенакопление, газообразование, газонакоіпленне 
и т. д . ) . Это нашло отражение в предложенной классифика-

* Участки земной коры, характеризующиеся накоплением некоторых 
элементов выше кларка данной геосферы, В. И. Вернадский (А. Е. Фер
сман, 1957) выделяет в качестве геохимических областей. 
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Классификация подземных вод нефтегазоносных регионов 

Подземные воды нефтегазоносных регионов 

Таблица 55 
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ции, в которой фоновые воды нефтегазоносного региона под
разделены на соответствующие группы (табл. 55). 

Как видно из таблицы, второй основной тип вод нефтега
зоносных регионов—ореольные воды. К ним относятся воды, 
состав которых существенно изменен под влиянием залежей 
нефти и газа. Его формирование может происходить под 
непосредственным влиянием залежей, отражение которого 
прослеживается на значительные расстояния. В этом случае 
процессы хроматографичесікого разделения мигрирующих из 
залежей газовых смесей носят нерезкий характер и заметны 
лишь при удалении от источника миграции на сотни, а иног
да и тысячи метров. Если между залежами и окружающими 
их подземными водами в каких-либо участках структуры су
ществуют экраны, затрудняющие (но не прекращающие) 
миграцию, то расположенные за ними воды будут испыты
вать косвенное влияние залежей. 

Эти воды, д а ж е располагающиеся в непосредственной бли
зости от залежей (десятки метров), по сравнению с водами, 
находящимися под непосредственным их влиянием (хотя и 
значительно более удаленные), как правило, в большей мере 
обеднены мигрантами залежей. Эффекты хром а то графиче
ского разделения проявляются в их составе достаточно резко 
и вполне определенно. На этом основании каждая г р у ш а 
ореольных вод, на которые оказывают влияние нефтяные, 
газонефтяные или газовые залежи, подразделена в свою 
очередь, на две подгруппы: воды, испытывающие непосредст
венное влияние залежей, и воды, испытывающие косвенное 
влияние залежей. 

Предложенная классификация является логическим за
ключением данной работы. 
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