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Исследован состав углеводородов биомаркеров и особенности структурно-группового состава неф-
тей верхнего девона Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции методами хромато-масс-
спектрометрии и спектроскопии ЯМР 1H и 13C. Среди изученной выборки выделяются несколько
основных групп, нефти которых отличаются по составу и распределению полициклических био-
маркеров. При этом все изученные нефти остаются достаточно близкими по своим геохимическим
характеристикам, типу исходного органического вещества и термической зрелости. Сопоставление
характеристик нефти по составу полициклических биомаркеров и параметров, определенных мето-
дом спектроскопии ЯМР, дало возможность выявить ряд важных и требующих дальнейших иссле-
дований закономерностей взаимосвязей между структурно-групповыми особенностями нефтяного
флюида и его геохимической характеристикой.
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ВВЕДЕНИЕ
В настоящее время в Тимано-Печорской неф-

тегазоносной провинции (ТПНГП) в верхнеде-
вонском комплексе открыто более 100 залежей
углеводородов (УВ). Крупные залежи нефти дан-
ного комплекса были открыты в 80-е годы 20 века
на Харьягинском и Пашшорском месторождени-
ях (Антоновская, 2015). Залежи нефти располага-
ются в значительном глубинном интервале: от
2000 до 4000 м (Валяева, 2000; Физико-химиче-
ская характеристика…, 1989). Здесь встречаются
как легкие (0.8191–0.8682 г/см3), так и тяжелые
(0.8731–0.8911 г/см3), и очень тяжелые нефти
(0.9234–0.9917 г/см3) (Анищенко и др., 1994;
Бушнев, 1998). Сернистость нефтей изменяется в
широких пределах: от 0.35 до 3.43%, но в целом
это нефти с высоким содержанием серы.

Геохимия нефтей ТПНГП является предметом
для активного изучения. Существуют работы, по-
священные генетической типизации нефтей бас-
сейна (Бушнев, 1998), сопоставлению состава
нефтей и ископаемого органического вещества
(ОВ), в том числе и на основании изотопных дан-
ных молекулярного уровня (Бушнев, Бурдельная,

2015). Изучена миграция нефтей на основании
данных о распределении нефтяных карбазолов
(Бушнев, Валяева, 2000).

До настоящего времени в геохимии при анали-
зе нефтей спектроскопия ЯМР практически не
использовалась, несмотря на перспективность
метода для решения разнообразных задач. Так,
методом ЯМР 13С впервые в нефтях был иденти-
фицирован ряд насыщенных соединений С12+, в
сумме составляющих, как правило, >5% отбензи-
ненных насыщенных углеводородов (Смирнов,
1990а, 1990б; Смирнов, Ванюкова, 2009, 2012;
Смирнов и др., 2008, 2012). Среди них Т-образные
структуры (с этильным, н-пропильным, н-бу-
тильным и т.д. заместителями алкильной цепи),
для которых предложен простой метод идентифи-
кации и количественного определения (Смирнов,
1990а; Смирнов, Ванюкова, 2012), транс-1,2-диал-
килциклопентаны (с одним заметителем – метилом
и с двумя многоатомными алкильными заместите-
лями) (Смирнов, 1990б; Смирнов, Ванюкова, 2009),
неизопренановые соединения вида R-CCCCCC-
C(С)ССС(С)-ССССС-R' (Смирнов и др., 2012).
За исключением алканов Т-образной структуры
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соединения этих групп иными методами не опре-
делялись. Метод ЯМР 1Н позволил разработать
методику полного количественного анализа изоме-
ров С2-карбазолов и получить представление об их
составе (Smirnov, Frolov, 1998). Методами ЯМР 1Н
и 13С были получены ключевые доказательства
присутствия в нефтях высоких концентраций не-
предельных углеводородов радиогенной природы
(Frolov, Smirnov, 1994; Frolov et al., 1998). ЯМР 1Н
является единственным на сегодняшний день ме-
тодом (причем методом быстрым и дешевым),
позволяющим дифференцировать непредельные
углеводороды радиогенного и термогенного гене-
зиса при их содержании в нефти от ~0.1–0.2 мас. %
(Смирнов и др., 2010; Smirnov et al., 2012). При
ином варианте ЯМР 1Н и 13С могут быть исполь-
зованы для изучения нефракционированных неф-
тей (единственное, что требуется – удаление основ-
ной части наиболее низкокипящих компонентов до
С7–С8). Это дало возможность создать методику,
пригодную для массового анализа, позволяющую
охарактеризовать состав нефтей в целом и изучить
общие закономерности состава нефтей отдельных
бассейнов (Смирнов, Ванюкова, 2014а, 2014б, 2015).

Целью данной работы является попытка сов-
местного анализа данных по распределению уг-
леводородов-биомаркеров полициклического и
ациклического строения, а также ряда ароматиче-
ских углеводородов и результатов изучения нефрак-
ционированных нефтей методом спектроскопии
ЯМР для ряда верхнедевонских залежей ТПНГП
(рис. 1).

ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНАЯ ЧАСТЬ
Выделение углеводородной фракции осу-

ществлялось на колонках с силикагелем разме-
ром 60 × 6 мм, в нижней части колонки допол-
нительно добавлялся силикагель, импрегниро-
ванный 20% нитрата серебра. Элюент – н-гексан
(5 мл).

Газохроматографический анализ (ГХ) углеводо-
родной фракции выполнялся на приборе Кри-
сталл-2000М. Колонка HP-5, 30 м × 0.25 мм, тол-
щина слоя неподвижной фазы 0.25 мкм. Темпе-
ратура программировалась от 110 до 300°C, со
скоростью 5°C/мин. Температура инжектора и
детектора 300°C.

Хромато-масс-спектрометрия (ХМС) углево-
дородной фракции выполнялась на приборе Shi-
madzu 2010 Ultra. Колонка HP-5, 30 м × 0.25 мм,
толщина слоя неподвижной фазы 0.25 мкм. Тем-
пература программировалась от 110 до 300°C, со
скоростью 5°C/мин. Температура инжектора
300°C, детектора 250°C.

Спектры ЯМР растворов в CDCl3 (~1 : 1 v/v)
нефракционированных нефтей после удаления
из них наиболее низкокипящих компонентов (до

С7–С8) регистрировали при 313 К на спектромет-
ре DRX-400 (“Bruker”, ФРГ; 400 МГц по 1Н и
100.6 МГц по 13С) с пятимиллиметровым датчи-
ком без вращения образца. Условия регистрации
спектров, способы отсчета величин химических
сдвигов и их обработки те же, что в (Смирнов, Ва-
нюкова, 2014а, 2015). Отнесение сигналов С-ато-
мов н-алкильных структур приведено в работе
(Смирнов и др., 2008).

РЕЗУЛЬТАТЫ И ОБСУЖДЕНИЕ
Состава ациклических углеводородов

Ациклические углеводороды, к которым отно-
сятся нормальные алканы и изопреноиды, состав-
ляют существенную в процентном отношении ве-
совую часть нефти и при этом их распределение
несет важнейшую информацию об условиях обра-
зования нефтяного флюида. Распределение н-ал-
канов в верхнедевонских нефтях изученных нами
залежей в целом достаточно схоже между собой.
Его главными признаками являются отсутствие
выраженных локальных максимумов (за исклю-
чениями, обсуждаемых ниже), приуроченность
главного максимума распределения к молекуляр-
ной области С13–С20. Ациклические изопренои-
ды, к которым относятся широко известные при-
стан (Pr) и фитан (Ph), представлены во всех ис-
следованных нефтях. Считается, что отношение
пристан/фитан (Pr/Ph) зависит от окислительно-
восстановительного потенциала среды осадкона-
копления исходного ОВ. В исследуемых нефтях
отношение Pr/Ph варьирует в диапазоне от 0.49 до
2.30 (табл. 1). Это, согласно классической интер-
претации (Тиссо, Вельте, 1981), может указывать
на то, что накопление исходного ОВ протекало в
обстановках от резко восстановительной до субо-
кислительной. Результаты моделирования ката-
генеза (Koopmans et al., 1998; Бушнев и др., 2004)
свидетельствуют о возможном повышении значе-
ния данного коэффициента в пределах 0.6–1.5
только за счет роста термической преобразован-
ности ОВ. В исследованных нефтях часто наблю-
дается значительное содержание изопреноидных
углеводородов по сравнению с нормальными ал-
канами. Так, отношение (Pr + Ph)/(C17 + C18) ва-
рьирует здесь в широких пределах: 0.32–1.73, при
этом для многих нефтей это соотношение состав-
ляет примерно 1 или больше. Известно, что ката-
генез ОВ пород приводит к снижению этого ко-
эффициента (Connan, Cassow, 1980).

Состав полициклических биомаркеров

В составе алифатической фракции нефти со-
держатся полициклические соединения, которые
относят к биомаркерам – реликтовым структурам
(Петров, 1984). Наибольшее внимание в геохими-
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ческих исследованиях уделяется распределению
тетрацикланов стеранового ряда, три- и пента-
циклическим терпанам (Waples, Machihara, 1991).

Распределение полициклических биомарке-
ров в нефти определяется генетическими факто-
рами, к которым относятся тип исходного ОВ,
условия его накопления в осадке, минеральный

состав нефтематеринской породы, в частности,
ее обогащенность глинистыми минералами, и ка-
тагенетическим фактором – то есть влиянием
термической эволюции органического вещества
и нефтей в недрах (Peters et al., 2005).

Показатели зрелости исследуемых нефтей,
такие как отношения 20S/(20S + R) для С29 ααα

Рис. 1. Схема расположения исследованных нефтей из отложений верхнего девона Тимано-Печорской провинции.
Тектоническое районирование приведено по (Прищепа и др., 2011). Условные обозначения: Б – Мезенская синеклиза;
В – Волго-Уральская антеклиза; Тимано-Печорская плита: Г – Тиманская гряда (Гз1 – Ухта-Ижемский вал); Д – Ижма-
Печорская синеклиза, E1 – Нарьян-Марская моноклиналь, Ж – Печоро-Колвинский авлакоген, 31 – Хорейверская
впадина, K1 – Варандей-Адзьвинская структурно-тектоническая зона; Л4 – Котораихинская впадина, Л5 – Васьягин-
ско-Сабриягинская складчато-надвиговая зона, М – Предуральский краевой прогиб, Н – Пайхойско-Новоземель-
ская складчатая зона, О – Западно-Уральская складчато-надвиговая область. 1–39 – месторождения нефтей (рас-
шифровка номеров приведена в табл. 1).
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БУШНЕВ и др.

стеранов, 22S/(22S + R) для С31 αβ гопанов,
αββ/(αββ + ααα) для стеранов состава С29,
βα/(αβ + βα), % для гопанов состава С30, лежат
для всей выборки исследуемых нефтей преиму-
щественно в одном диапазоне (табл. 2). Интер-
претация показателей зрелости по составу поли-
циклических биомаркеров позволяет предпола-
гать, что формирование всех исследуемых нефтей
происходило в начале главной фазы нефтеобра-
зования.

Несколько большую вариативность демон-
стрирует отношение Ts/Tm. Его значения резко
отличаются в нефтях Шапкина-Юрьяхинского
вала Печоро-Колвинского авлакогена (Южно-
Юрьяхинское и Верхнегрубешорское) от всех
остальных нефтей. Здесь его значения составляют
1.8–2.9, а для остальных исследованных нефтей
значения данного коэффициента не превышают
1.3, в основном ниже 1.

Распределение ациклических и полицикличе-
ских биомаркеров в пробах удобно рассмотреть,
сгруппировав исследуемые нефти (табл. 1, рис. 2).
Совместный анализ распределения ацикличе-
ских и полициклических биомаркеров позволил
выделить несколько групп нефтей из всей сово-
купности проанализированных образцов верхне-
го девона. Наиболее четко это разделение на
группы удалось продемонстрировать на графике,
отражающем взаимосвязь доли стерана С29 и от-
ношение Pr/Ph (рис. 2). Две контрастно выделен-
ные на этом графике группы точек соответствуют
ранее изученным типам нефтей из месторожде-
ний Центрально-Хорейверского поднятия (ЦХП)
и северной части Варандей-Адзьвинской струк-
турно-тектонической зоны (ВАЗ). Состав био-
маркеров в указанных нефтях детально описан
(Бушнев, Валяева, 2000). Характерной особенно-
стью состава биомаркеров нефтей ЦХП является
присутствие в них гопановых углеводородов, со-
держащихся в аномальных концентрациях, и, как
следствие, минимальная величина отношения
стераны/гопаны (в среднем 0.013). Нефти севера
ВАЗ имеют отношение стераны/гопаны в сред-
нем равное 0.106. В рамках настоящего исследо-
вания мы можем дополнительно указать, что гео-
химическая обособленность нефтей ЦХП была
подтверждена обнаружением в их составе 4-мети-
лалканов, характеризующихся необычным рас-
пределением (Бушнев и др., 2015), присутствие
которых может свидетельствовать о генетической
связи нефтей и нефтематеринских пород лагун-
ного генезиса. Анализ ароматической фракции
нефтей ЦХП показал, что здесь содержатся ал-
килбензолы, характеризующиеся весьма необыч-
ным распределением. В их составе отмечается
резкое доминирование гомолога С21 (Бушнев, Ва-
ляева, 2015).

На графике зависимости доли С29 стерана от
отношения Pr/Ph сравнительно компактная
группа точек принадлежит нефтям, распростра-
ненным в различных областях ТПНГП. Это неф-
ти южной части Хорейверской впадины, Ижем-
ской, Тэбукской и Омра-Сойвинской ступеней и
Мичаю-Пашнинского вала Ижма-Печорской си-
неклизы. Характерной особенностью данных
нефтей является более высокая, по сравнению с
нефтями первых двух групп, величина отноше-
ния Pr/Ph. Также от нефтей первых двух групп
нефти третьей группы отличаются повышенной
величиной отношения стераны/гопаны, которое
здесь в среднем составляет 0.19. Следующая груп-
па нефтей верхнего девона выделяется нами по
величине отношения Pr/Ph (интервал значений –
1.57–1.68); месторождения, содержащие нефти
этой группы, компактно расположены в Лемьюс-
кой ступени Ижма-Печорской синеклизы и Ухта-
Ижемском валу Тиманской гряды. И, последняя
группа, к которой отнесены всего три образца
нефти из Южно-Юрьяхинского и Верхнегрубе-
шорского месторождений (Шапкина-Юрьяхин-
ской вал). Их характерной особенностью являет-
ся значительная величина отношения Pr/Ph, ко-
торая превышает здесь 2.

По распределению стерановых углеводородов
состава С27–С29 наиболее контрастно отличаются
от остальных нефти ЦХП (табл. 1, рис. 3). Точки,
отвечающие нефтям второй группы, расположе-
ны с левого края основного поля, а основная
часть данных по нефтям 3, 4 и 5 групп образует
компактное поле точек. Но, несмотря на эти раз-
личия говорить о том, что состав стерановых уг-
леводородов в исследуемых нефтях достаточно
вариативен сложно. Это скорее вариации одного
и того же распределения, которое характеризует-
ся доминированием стеранов состава С29 над С27
при подчиненном положении С28. Этот тип рас-
пределения стерановых углеводородов является,
видимо, вполне характерным для нефтей верхне-
го девона Тимано-Печорской провинции.

Необычная связь (рис. 2) наблюдается между
отношениями три-/пента и стераны/гопаны. Ко-
эффициент корреляции Спирмена (rs) между эти-
ми величинами, равный 0.94, позволяет говорить
о наличии функциональной зависимости, кото-
рую в первом приближении можно рассматривать
как линейную. При этом нефти первой группы
резко выделяются крайне малыми значениями
обоих параметров. Низкая величина отношения
стераны/гопаны свидетельствует о большом вкла-
де в нефтематеринское вещество бактериального
материала. Противоположный конец ряда значе-
ний указанных параметров характерен для неф-
тей пятой группы. Компактно расположены на
графике также точки, отвечающие нефтям груп-
пы два. Нефти третьей и четвертой группы харак-
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Рис. 2. Графики зависимости между геохимическими показателями нефтей.

0.05 0.150.10 0.20
Гопаны C35/C31–35

R2 = 0.54

6

5

4

3

2

1

0

H
ar

R2 = 0.02
rs = –0.211

25

30

20

15

10

5

0 0.5 1.5 2.51.0 2.0

Σn
-A

lk

Pr/Ph

R2 = 0.51
rs = –0.718

25

20

15

10

5

0 0.5 1.5 2.51.0 2.0

C
ar

, %

Pr/Ph

R2 = 0.58
rs = –0.760

6

5

4

3

2

1

0 0.5 1.5 2.51.0 2.0

H
ar

Pr/Ph

R2 = 0.47

14

12

10

8

6

4

2

0 0.05 0.150.10 0.20
Гопаны C35/C31–35

H
α

R2 = 0.56
rs = –0.772

14

12

10

8

6

4

2

0 0.5 1.5 2.51.0 2.0

H
α

Pr/Ph

54

52

50

48

46

44

42

40
0

1

2

3
4

5

0.5 1.5 2.51.0 2.0

α
ββ

 C
29

, %

Pr/Ph

0.40
0.45

0.35

0.25
0.20
0.15
0.10
0.05

0

R2 = 0.84
rs = 0.942

0.1 0.3 0.50.2 0.4

С
те

ра
ны

/г
оп

ан
ы

Три-/пента-

0.30



ГЕОХИМИЯ  № 9  2017

МОЛЕКУЛЯРНЫЕ И СТРУКТУРНО-ГРУППОВЫЕ ОСОБЕННОСТИ НЕФТЕЙ 819

Рис. 2. (Окончание.)
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теризуются существенно более широким набо-
ром значений обоих величин, лежащих примерно
в одних и тех же пределах.

Структурно-групповой состав нефтей
по данным ЯМР 1Н и 13С

Для всех образцов измерены следующие
структурно-групповые параметры (в процентах
от общего водорода Ноб или общего углерода Соб
образца, соответственно):

– Hγ – доля водорода СН3-групп, удаленных
не менее чем на три С–С-связи от ароматических
колец, карбонильных групп или гетероатомов;

– Hβ – доля водорода групп –СН2– и –СН<,
β- и более далеких по отношению к тем же струк-
турным единицам;

– Hα – доля водорода групп СН3–, –СН2– и
–СН< в α-положении к ним же;

– Нар – доля водорода в ароматических циклах
с разбиением на два диапазона:

– Нар,1 – водород преимущественно в моно-
циклоароматических структурах (Смирнов и др.,
2010),

– Нар,2+ – водород преимущественно в би- +
+ полициклоароматических структурах (т.е. Нар =
= Нар,1 + Нар,2+);

– Ндв – доля водорода в изолированных двой-
ных связях;

– Сар – доля углерода в ароматических циклах;
– n(1)-С4 – доля углерода в концевых метиль-

ных группах н-алкильных структур из 4-х С-ато-

мов С*ССС- (соответствующий С-атом, как и да-
лее, помечен “*”);

– n(3)-C6 – доля углерода С-3 в структуре
ССС*ССС–;

– n(5+) – доля углерода в СН2-группах цепей,
начиная с С-5, удаленных от любого заместителя
не менее чем на 3 С–С-связи (–ССС-С*-ССС–).

Кроме того, рассчитаны величины Нар,2+/Нар,1,
Hα/Нар, Σn-Alk (общая доля углерода в н-алкиль-
ных фрагментах цепей; методика расчета описана
в (Смирнов, Ванюкова, 2014а)).

По перечисленным параметрам состава изу-
ченные нефти весьма различны. Так, величины,
характеризующие ароматичность образцов (Нар,
Сар), перекрывают почти весь диапазон встречав-
шихся значений в представительном наборе из
167 нефтей Волго-Уральского НГБ (Смирнов,
Ванюкова, 2015) (Нар – 1.9–5.0% от Ноб, Сар – 7.1–
19.6% от Соб). То же справедливо для параметра,
характеризующего соотношение между моно- и
би- + полициклоароматическими структурами
(Нар,2+/Нар,1 – 0.95–1.52). По общему содержанию
н-алкильных структур (Σn-Alk – 13.2–24.7% от
Соб) изученные нефти в целом также близки к ос-
новной массе нефтей Волго-Уральского бассей-
на. Величины, отражающие степень замещения
ароматических циклов (Hα – 4.1–12.3% от Ноб,
Hα/Нар – 2.0–2.8), в основном лежат в области
значений, отвечающих первым максимумам рас-
пределений для нефтей Волго-Уральского НГБ.
Очень велики различия между нефтями по содер-
жанию непредельных углеводородов (Frolov,
Smirnov, 1994; Frolov et al., 1998). В нефтях первой
и второй группы и почти во всех – пятой они не
наблюдаются (предел обнаружения ~0.1 мас. %).
Исключение – нефть Южно-Юрьяхинского ме-
сторождения, скв. 109, в которой их содержание
мало (~0.25 мас. %). В большей части нефтей тре-
тьей группы непредельных углеводородов – от 0.3
до 1 мас. %, хотя в 4-х пробах их меньше предела
обнаружения. Нефть Нижнеомринского место-
рождения выделяется повышенным содержани-
ем этих компонентов (~5 мас. %). Среди нефтей
4-й группы выделяются две с исключительно
высокой долей непредельных УВ, достигающей
~30 мас. % (Нижнечутинское месторождение,
скв. 102 и р. Чуть, обн. 7). Ранее наибольшая кон-
центрация таких соединений наблюдалась в од-
ной из нефтей Восточной Сибири и составляла
20 мас. % (Frolov, Smirnov, 1994). В прочих же об-
разцах 4-й группы сигналы Ндв не наблюдаются.
Все обнаруженные в нефтях непредельные УВ яв-
ляются радиогенными (Smirnov et al., 2012). Де-
тальный анализ состава радиогенных непредель-
ных углеводородов нефтей приведен в (Frolov,
Smirnov, 1994; Frolov et al., 1998) и цитируемой в
этих работах литературе. Следует отметить, что

Рис. 3. Распределение αββ стеранов в исследуемых
нефтях.
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мощное радиационное воздействие не сказывает-
ся на значениях параметров, рассчитываемых по
составу биомаркеров, что естественно из-за несе-
лективности радиационного воздействия (Frolov,
Smirnov, 1994; Frolov et al., 1998).

Состав полициклических биомаркеров
и структурно-групповые особенности нефтей

С целью выяснения взаимосвязи условий фор-
мирования нефти и ее структурно-групповых
особенностей мы провели анализ возможных за-
висимостей между рядом геохимических коэффи-
циентов, определяемых по соотношениям углево-
дородов-биомаркеров и параметров, определен-
ных по результатам ЯМР спектроскопии нефтей.

Рассмотрим пары показателей, продемон-
стрировавших наилучшие корреляционные зави-
симости. Отношения Pr/Ph ациклических изопре-
ноидных алканов и соотношение С35/(С31–С35)
гопановых углеводородов традиционно рассмат-
риваются как показатели, отражающие окисли-
тельно-восстановительный потенциал среды осад-
конакопления. Отношение Pr/Ph растет с увели-
чением доли окислительных процессов в раннем
диагенезе, его минимальные значения характер-
ны для органического вещества резко-восстано-
вительных фаций и продуцируемых им нефтей
(Тиссо, Вельте, 1981). Доля гомогопана состава
С35, напротив, увеличивается при условии накоп-
ления органического вещества в восстановитель-
ной среде (Peters et al., 2005). Совместный анализ
этих коэффициентов и показателей, определен-
ных по данным спектроскопии ЯМР, показал на-
личие четкой взаимосвязи между окислительно-
восстановительным потенциалом среды накоп-
ления нефтематеринских толщ и качеством про-
дуцируемых ими нефтей (рис. 2). Со смещением
условий осадконакопления в область восстанови-
тельной среды в нефтях наблюдается возрастание
всех параметров, характеризующих их ароматич-
ность: ароматического водорода, ароматического
углерода и водорода групп СН3–, –СН2– и –СН<
в α-положении к ароматическим циклам. Коэф-
фициенты корреляции Спирмена между Pr/Ph и
Нар – –0.76, между Pr/Ph и Сар – –0.72, между
Pr/Ph и Hα – –0.77; критическое значение при
уровне значимости 0.001–0.513. При этом резкое
увеличение оказывается характерно и для моно, и
для би+ ароматических структур. Показатели
структурно-группового состава, относимые к али-
фатической части нефти, напротив, демонстриру-
ют полное отсутствие зависимости от окислитель-
но-восстановительного потенциала среды накоп-
ления исходного ОВ, например, Σn-Alk (рис. 2;
rs = –0.21 при критическом значении для уровня
значимости 0.1, равном 0.271) или показатель Hβ.
Единственный индикатор доли алифатических

структур, статистически значимо связанный с по-
казателями окислительно-восстановительного
потенциала, – это содержание водорода в ме-
тильных группах – Hγ (рис. 2; rs = 0.71). В отличие
от показателей ароматичности, доля метильного
водорода с ростом доли окислительных процес-
сов в диагенезе растет.

Следует также отметить, что отдельные груп-
пы нефтей, выделенные по составу биомаркеров,
дифференцируются также по данным ЯМР. На
рис. 2 представлена зависимость Hα от Нар. Нефти
первой группы (три изученных методом ЯМР об-
разца) почти не отличаются друг от друга и зани-
мают на графике одно из крайних положений.
Пять из 6-ти проб нефтей группы 2 образуют от-
дельную “ветку”. По сравнению с нефтями пер-
вой группы в них заметно больше заместителей в
ароматических циклах при том же числе незаме-
щенных положений в ароматике. Пятая группа
нефтей в целом соответствует общему тренду для
нефтей двух других групп, но отличается наи-
меньшей ароматичностью. Разница между неф-
тями первых двух групп явно обусловлена разли-
чиями в нефтематеринском веществе.

Выше нами отмечалось, что показатели терми-
ческой зрелости, определенные по составу поли-
циклических биомаркеров, указывают на близкие
в целом условия формирования нефтей из иско-
паемого органического вещества. Наибольший
разброс значений характерен для содержания мо-
ретанов, выраженного через отношение углево-
дородов состава С30 βα/(αβ + βα), %. Сопоставле-
ние данных по содержанию моретанов в нефти и
показателей ее структурно-группового состава по
данным ЯМР спектроскопии позволило, в нашем
случае, установить некоторую связь между коэф-
фициентом С30 βα, % и показателями Hγ и
С6 n(3)/C4 n(1) (рис. 2). Повышение термической
зрелости нефти сопровождается снижением вели-
чины С30 αβ, % и ростом показателя С6 n(3)/C4 n(1),
при снижении величины Hγ. Можно отметить на-
личие некоторой весьма слабой связи между
Σn-Alk и содержанием моретана. Рост термиче-
ской зрелости приводит к незначительному уве-
личению содержания н-алкановых структур неф-
ти. Отметим, что при этом никакой связи между
содержанием суммы алканов Σn-Alk и долей аро-
матического углерода в нефти не наблюдается.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Результатом комплексных исследований со-
става биомаркеров ациклического и полицикли-
ческого строения нефтей верхнедевонского ком-
плекса и структурно-групповых особенностей их
состава, вскрытых по результатам спектроскопии
ЯМР, стало выявление ряда зависимостей, при-
рода которых требует дальнейшего интенсивного
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изучения. Нам удалось установить, что такие по-
казатели ароматичности нефтей как Har, Car, Hα
зависят от окислительно-восстановительного по-
тенциала среды осадконакопления нефтемате-
ринских толщ. Напротив, показатели, отражаю-
щие содержание алифатических структур, такие
как Hβ и Σn-Alk с окислительно-восстановитель-
ным потенциалом не связаны. Несмотря на близ-
кий уровень термической зрелости нефтей между
собой нам удалось выявить некоторые статистиче-
ски достоверные взаимоотношения между такими
показателями как Hγ, С6 n(3)/C4 n(1), Σn-Alk и ка-
тагенезом, наилучшим индикатором которого для
изученных нефтей мы считаем долю моретанов (то
есть отношение гопанов С30 βα/(αβ + βα), %). По
ходу исследований нами, на основании комплек-
са геохимических показателей, относящихся как
к полициклическим биомаркерам, так и к показа-
телям, определенным по результатам спектро-
скопии ЯМР, показано наличие на территории
ТПНГП пяти основных типов нефтей в отложе-
ниях верхнего девона, различия между которыми
обусловлены генетически неоднородным органи-
ческим веществом продуцирующих отложений.

ГХ и ХМС исследования выполнены в ЦКП “Гео-
наука”.

Работа выполнена при частичной поддержке
проектов УрО РАН: 15-8-5-42 и 15-11-5-29.
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