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ГЕОХИМИЧЕСКАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА НЕФТЕЙ ВАЛА 

ГАМБУРЦЕВА 
 

Изучен состав циклических и ациклических углеводородов-биомаркеров, ароматических 

углеводородов и дибензотиофенов нефтей вала Гамбурцева. Углеводородный состав нефтей 

трёх исследованных месторождений - Черпаюского, Хасырейского и Недяюского, 

практически идентичен; эти нефти имеют общий источник исходного органического 

вещества. На основании комплекса полученных данных установлено, что нефти 

сформированы в материнских карбонатно-глинистых отложениях со значительным вкладом 

водорослевого исходного органического вещества. Вероятно, что нефти сингенетичны 

вмещающим силурийско-нижнедевонским отложениям. Термическая зрелость нефтей 

соответствует градации МК2 преобразования органического вещества пород. 

Ключевые слова: силур - нижний девон, биомаркеры нефтей, ароматические 

углеводороды, дибензотиофены нефтей, вал Гамбурцева. 

 

Черпаюское, Хасырейское и Недяюское нефтяные месторождения, открытые в 80-х гг. 

20-го века [Клещев, Шеин, 2010], территориально приурочены к валу Гамбурцева Варандей-

Адзьвинского нефтегазоносного района Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции 

(ТПП) и находятся в Арктической зоне Российской Федерации. По данным 

А.Н. Дмитриевского с соавторами, недра Арктической зоны России содержат 

315,4 млрд. барр., или 45,06 млрд. т н. э., из них суша – 11,56 млрд. т н. э., шельф – 33,5 млрд. т 

[Дмитриевский, Ерёмин, Шабалин, 2018]. В Арктической части ТПП располагается 89 

месторождений углеводородного (УВ) сырья. Изучение открытых месторождений и их 

промысловых характеристик весьма актуально для дальнейших работ и выявления новых 

залежей и месторождений в Арктической зоне России. 

В тектоническом плане Варандей-Адзьвинская структурная зона (ВАСЗ) отличается 

сложным строением и представлена тремя приразломными валами северо-западных 

простираний (Сорокина, Гамбурцева и Сарембой-Няртейягинским), разделенными 

Мореюской и Верхнеадзьвинской депрессиями. 

Согласно [Жарков и др., 2000] непосредственно вал Гамбурцева, расположенный в 

центре ВАСЗ, разделяет Мореюскую и Верхне-Адзьвинскую депрессии. Это антиклинальный 

субмеридиональный дизпликат размером 100×5÷7 км, осложненный с запада и востока 
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взбросо-надвигами с падением плоскостей сместителей к оси вала. К северу от Нядейюской 

антиклинали ось вала испытывает быстрое погружение. На севере, за пределами территории, 

он сочленяется с Сарембой-Леккейягинским (Медынским) валом, на юге перекрыт надвигом 

Хоседаюского вала. Наличие автохтонных и аллохтонных блоков подтверждено бурением. 

Западный взбросо-надвиг падает на восток под углами 45-70°, восточный - более крутой. В 

аллохтоне, в направлении с севера на юг, выделены Нядейюская, Хасырейская и Черпаюская 

антиклинали. К антиклиналям приурочены одноименные нефтяные месторождения. 

Нядейюская антиклиналь (45×3÷4 км) в аллохтоне осложнена двумя куполами, разделенными 

небольшой седловиной. В ядре, под мезозойским чехлом, вскрыты 

нижнесреднекаменноугольные образования. Хасырейская антиклиналь (28×3 км) осложнена 

двумя куполами. В ядре, под мезойским чехлом, вскрыты нижне-среднекаменноугольные 

образования. Скв. 14, перебурившая западное крыло антиклинали, вскрыла в автохтоне разрез, 

аналогичный разрезу Верхне-Адзьвинской депрессии в скв. 11. Черпаюская антиклиналь 

(15×2 км) в аллохтоне имеет только северную периклиналь, южная – перекрыта аллохтонной 

пластиной Хоседаюского вала. Ядро сложено среднекаменноугольными образованиями 

[Жарков и др., 2000]. Продуктивные горизонты этих месторождений приурочены к 

верхнесилурийским и нижнедевонским отложениям. 

Изучением данных нефтей с геохимической точки зрения занимались Л.А. Анищенко, 

Т.К. Баженова, Д.А. Бушнев, С.А. Данилевский, Т.А. Кирюхина, З.П. Склярова и др. Согласно 

[Данилов, Меньшин, Романов, 1993] типы залежей - пластовые, сводовые, тектонически 

экранированные. Основные пласты-коллекторы приурочены к известняково-доломитовой 

пачке овинпармского горизонта нижнего девона и представлены порово-

кавернотрещиноватыми выщелоченными вторичными доломитами. Среднее значение 

пористости составляет 8-10%, эффективные мощности достигают 20,1-46,1 м. Геологическая 

характеристика месторождений вала Гамбурцева приведена в работе М.Б. Турукалова (табл. 1) 

[Турукалов, 2006]. Нефти - высокопарафинистые, смолистые, среднесернистые (табл. 2), 

классификация нефтей дана по Методическим рекомендациям по применению 

Классификации запасов и ресурсов нефти и горючих газов [Методические рекомендации..., 

2016]. 

 

Материалы и методы исследования 

Коллекция изученных нефтей включает пробы из 3 скважин, залегающих в интервале 

глубин 1987-2506 м. 

Фракционирование нефти. Из навески нефти методом осаждения 40-кратным объёмом 

н-гексана выделены асфальтены, полученная мальтеновая фракция разделена на колонке с 
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оксидом алюминия на аполярную (масла, 50 мл 20%-го р-ра дихлорметана в н-гексане) и 

полярную (смолы, 50 мл смеси 1/1 этанол-бензол). Аполярная фракция разделена на колонке 

с силикагелем на фракции насыщенных УВ (элюент – н-гексан) и ароматическую (элюент – 

бензол). 

Таблица 1 

Геологическая характеристика месторождений вала Гамбурцева [Турукалов, 2006] 

Месторождение Залежь Тип залежи 
Размеры, 

км 
Высота, м 

ВНК, 

м 

Эф. нефтенас. 

толщина, м 

Нядеюское 

Основная 

D1 Пластовая 

сводовая 

тектонически 

экранированная 

13 х 2 217 -2283 21,7 

Южная D1 4 х 2,5 308 -2398 32,8 

Хасырейская 
S2 3,7 х 2,5 130 -2381 11,58 

D1 25 х 2 490 -2421 40,8 

Черпаюская D1-S 21,5 х 3 508 -2341 22,1 

 

Таблица 2 

Параметры пластов и пластовой нефти (по [Турукалов, 2006]) 

Показатель 

Месторождение 

Нядеюское 
Хасырейское Черпаюское 

основная южная 

Плотность нефти в 

стандартных условиях, 

г/см3 

0,859 0,860 0,862 0,867 

Массовая доля 

парафинов, % 
10,3 9,7 10,2 10,8 

Массовая доля смол, % 8,6 8,8 9,9 10,3 

Массовая доля 

асфальтенов, % 
3,0 3,5 2,5 1,8 

Массовая доля серы, %  0,85 0,83 0,68 0,77 

 

Газохроматографический анализ (ГХ) выполнялся на приборе Кристалл-2000М. 

Колонка DB-5, 30 м * 0,32 мм, толщина слоя неподвижной фазы – 0,25 мкм. Температура 

программировалась от 110 до 300оС, со скоростью 5оС/мин. Температура инжектора и 

детектора - 300оС. 

Хромато-масс-спектрометрия (ХМС) выполнялась на приборе Shimadzu 2010 Ultra. 

Колонка HP-5, 30 м * 0,25 мм, толщина слоя неподвижной фазы - 0,25 мкм. Температура 

программировалась от 110 до 300оС со скоростью 5оС/мин. Температура инжектора - 300oC, 

детектора - 250оС. Для стерановых УВ отстраивались масс-фрагментограммы по m/z 217 и 218, 

терпановых – m/z 191. Масс-хроматограммы ароматической фракции нефти построены по 141, 

142, 155, 156 ионам для нафталинов, 178, 191, 205 ионам для фенантрена его метил- и 

диметилпроизводных, 91 и 92 ионам для алкилбензолов, 184 и 198 ионам для дибензотиофена 

и его метилпроизводных. 
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Результаты 

Распределение алкановых и изопреноидных УВ. На хроматограммах, полученных 

методом ГХ, распределение н-алканов идентично для всех изученных нефтей: максимум в 

распределении приходится на н-С15 и н-С17 (табл. 3, рис. 1) с постепенным снижением 

концентраций н-алканов состава С19–С33. Содержание н-алканов состава С12-С18 варьирует от 

45 до 50%. На долю высокомолекулярных алканов состава н-С25-С34 приходится до 23%. Для 

нефтей характерно незначительно преобладание н-С15 и н-С17 над соседними гомологами; 

коэффициенты нечётности КнчС15=2*С15/(С14+С16) и КнчС17=2*С17/(С16+С18) равны, 

соответственно, 1,11-1,20 и 1,37-1,38. Отношение н-С17 к н-С27 находится в пределах 2,48-3,31. 

Значение коэффициента нечётности высокомолекулярных н-алканов КнчС29, 

рассчитанное по формуле 2*С29/С28+С30, не превышает 1 (0,89-0,95). Коэффициент нечетности 

CPI (Carbon Preference Index) - чуть больше единицы. 

Среди изо-алканов идентифицированы i-C15, i-C16, i-C18, Pr и Ph. В наибольших 

концентрация присутствует фитан. В целом содержание изо-алканов не велико (изо/н-алканы 

– 0,13-0,15). Отношение пристана к фитану (Pr/Ph) – 0,79-0,83. Значения коэффициента 

(Pr+Ph)/(C17+C18), а также отношений Pr/C17 и Ph/C18 во всех нефтях практически идентичны 

и не превышают единицу. 

Распределение стерановых и гопановых УВ 

В нефтях также изучен состав полициклических УВ-биомаркеров, которые несут в себе 

важную информацию о составе исходного органического вещества (ОВ) нефтей, условиях его 

накопления и термической преобразованности [Peters, Walters, Moldowan, 2005]. Их 

распределение и полученные коэффициенты приведены в табл. 3. 

Распределение стеранов состава С27-С29 однотипно и показано на масс-хроматограмме, 

построенной по m/z = 217 (рис. 2а). Холестан (С27) и метилхолестан (С28) присутствуют в 

нефтях в одинаковых концентрация: на их долю приходится по 30%. 

Наблюдается небольшое преобладание этилхолестана (С29) над соседними гомологами, 

его содержание в нефтях составляет 40%. Отношение концентраций стереоизомеров 

20S/20S+20R, рассчитанное для С29 стерана (К1), - меньше 0,5, также меньше 0,5 и 

коэффициент К2 (/+ C29 стераны). 

Стерановые УВ изученных нефтей представлены как регулярными, так и 

перегруппированными соединениями (диастеранами). Величина отношения диастеранов к 

регулярным стеранам (диа/рег) составляет 0,51-0,5. 

Распределение терпанов представлено на масс-хроматограммах по m/z = 191 (рис. 2б), 

где четко идентифицируются трициклические УВ, гопаны, моретан. Нефти характеризуются 

низким содержанием трициклических УВ (отношение три/пента составляет 0,07-0,09). 
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Таблица 3 

Характеристика нефтей по данным газохроматографического анализа 

и хромато-масс-спектрометрии 

Показатель/ Месторождение Нядеюское Хасырейское Черпаюское 

Возраст D1 S2-D1 D1 

алканы и изопреноиды 

∑н-С11-С18 45,00 44,76 49,83 

∑н-С19-С24 33,27 32,73 31,93 

∑н-С25-С34 21,73 22,51 18,24 

изо/н-алканы 0,13 0,14 0,15 

Pr/Ph 0,79 0,81 0,83 

(Pr+Ph)/(н-C17+н-C18) 0,47 0,47 0,48 

н-С17/н-С27 2,48 2,64 3,31 

Pr/н-C17 0,34 0,34 0,35 

Ph/н-C18 0,66 0,66 0,67 

КнчС15 1,18 1,20 1,11 

КнчС17 1,37 1,38 1,38 

КнчС29 0,90 0,95 0,89 

C31/C19 0,16 0,26 0,13 

CPI 1,04 1,03 1,03 

стераны и терпаны 

 стераны  

С27 : С28 : С29 
30 : 30 : 40 29 : 31 : 40 30 : 30 : 40 

Диа/рег  0,50 0,51 0,47 

Стераны/гопаны 0,14 0,14 0,14 

Г29/Г30 0,78 0,79 0,80 

Три/пента 0,09 0,08 0,07 

С35/(∑С31-35) 0,14 0,14 0,14 

*К1 0,44 0,48 0,49 

**К2 0,48 0,47 0,47 

, % C30 7,57 8,10 7,89 

22S/22S+22R 0,58 0,59 0,59 

Ts/Tm 1,04 1,02 1,03 

ароматические и расчетные данные 

МРI-1 0,55 0,56 0,54 

Ro, расчёт, % 0,70 0,71 0,69 

4-MDBT/1-МDBT 2,68 2,70 2,72 

Tmax, расчёт, оС 436 437 437 

АБ 2*С21/(С20+С22) 10,35 10,31 10,57 

АБ 2*С23/(С22+С24) 3,92 4,07 3,87 

*К1 = 20S/20S+20R (C29 5α(H),14α(H),17α(H) стераны); **К2 =abb/abb+aaa (C29 5α(H),14β(H),17β(H)- 

и 5α(H),14α(H),17α(H)-стераны). 
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Рис. 1. Гистограмма распределения н-алканов и изопреноидов в насыщенной фракции нефтей 

 

17αН-22,29,30-трисноргопан (Tm) и 18αН-22,29,30-триснорнеогопан (Ts) в нефтях 

присутствуют практически в одинаковых концентрациях. Отношение Ts/Tm – 1,02-1,04. 

Гопаны представлены соединениями от Г27 до Г35. Распределение  гопанов состава С31-С35 

так называемый гомогопановый индекс (С35/С31-С35), характеризуется низкими значениями – 

0,14. Соотношение адиантана (С29) к гопану С30 практически одинаково для всех нефтей и 

меньше 1. Коэффициент 22S/22S+22R, рассчитанный для гомогопана С31, не превышает 0,6. 

Концентрация моретана (βα, С30) достигает 8% от нефтяного αβ гопана. 

Распределение полициклических ароматических УВ 

Среди компонентов ароматической фракции изученных нефтей идентифицированы 

обычные нафталины, фенантрены, алкилбензолы (АБ), производные тиофена и т.д. 

Коэффициенты, отражающие соотношения между концентрациями отдельных УВ и широко 

применяемые в геохимических исследованиях, практически идентичны в трёх пробах нефти 

(см. табл. 3). Значения метилфенантренового индекса MPI-1=1,5[(2-МР)+(3-МР)]/[Р+(1-

МР)+(9-МР)] равны 0,54-0,56. Отношение 4-MDBT/1-МDBT (метилдибензотиофены) 

изменяется от 2,68 до 2,72. 
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Рис. 2. Типичное распределение стерановых (а) и терпановых (б) углеводородов 

на масс-хроматограммах алифатической фракции Нядеюского месторожжения нефти, 

построенное по ионам 217 и 191 соответственно 

 

Недавно Д.А. Бушневым с соавторами предложены коэффициенты, отражающие 

соотношения алкилбензолов 2*С21/С20+С22 и 2*С23/С22+С24, демонстрирующие 

доминирование в составе алкилбензолов этих двух УВ, так же представленные в табл. 3 

[Бушнев и др., 2017]. Из рис. 3. и табл. 3 следует, что для нефтей вала Гамбурцева характерно 
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выраженное доминирование обоих этих УВ. Среди ранее изученных нефтей верхнего девона 

ТПП аналогичное распределение н-алкилбензолов харктерно для ряда залежей из северной 

части Варандей-Адзьвинской зоны [Бушнев и др., 2017; Бушнев, Валяева, 2015]. Кроме того, 

совсем недавно показано, что изотопный состав углерода алкилбензола состава С21 и 

алкилнафталина состава С21 закономерно отличается в нефтях из верхнего девона ТПП 

[Бушнев, Валяева, Бурдельная, 2019; Бушнев, Бурдельная, Валяева, 2020]. В случае нефтей 

вала Гамбурцева распределение 1-н-алкилнафталинов также повторяет распределение 

н-алкилбензолов в части доминирования С21 и С23 гомологов. 

 

 

Рис. 3. Масс-фрагментограмма ароматической фракции нефти Хасырейского месторождения 

по 92-му иону (н-алкилбензолы) 

 

Обсуждение результатов 

Распределение алкановых УВ в изученных нефтях свидетельствует о том, что 

накопление исходного ОВ происходило в морских условиях. Значения (Pr+Ph)/(н-C17+н-C18) 

находятся в интервале 0,1-0,2, что характерно для нефтей, генетически связанных с «морским» 

ОВ. КнчС15 и КнчС17 указывают на вклад водорослевого ОВ в состав исходной биомассы. 

Значение коэффициента нечетности высокомолекулярных н-алканов КнчС29 (< 1) указывает на 

то, что источником нефтей являлось сапропелевое ОВ, формирование которого проходило в 

восстановительных условиях. Подтверждением этому служат значения отношения С31/С19 

(<0,3). Распределение αββ стеранов состава С27–С29 характерно для исходного ОВ, 

осадконакопление которое происходило в прибрежно-морских обстановках. 

Для оценки вклада водорослевых и бактериальных организмов используют соотношение 
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стераны/гопаны [Peters, Moldowan, 1993]. Отношение суммы стерановых к сумме гопаных УВ 

составляет 0,14, что свидетельствует о незначительной или умеренной бактериальной 

переработке исходного ОВ в раннем диагенезе. 

Одним из показателей фациальных условий осадконакопления [Brassell, Fu Jiamo, 

Eglinton, 1984; Петров, 1991] является величина отношения диастеранов к регулярным 

стеранам (диа/рег). Значения отношения диа/рег (0,47-0,51) подтверждает генерацию нефти в 

карбонатно-глинистых исходных нефтематеринских породах, что также подтверждается 

значениями отношения норгопана С29 к гопану С30 (Г29/Г30 – 0,78-0,80), используемого в 

качестве литологического индикатора исходных нефтематеринских пород [Peters, Moldowan, 

1993]. Концентрация гопана С34 превышает концентрацию гопана С33, что связано с участием 

морских карбонатов [Петров, 1994]. 

Значения отношения Pr/Ph (менее единицы), коэффициента нечетности 

высокомолекулярных н-алканов КнчС29 (0,89-0,95), а также гомогопанового индекса С35/С31-

С35 (0,14), рассчитанного для  гопанов состава С31-С35, указывают на существование 

восстановительных условий осадконакопления исходного ОВ в раннем диагенезе.  

Для диагностики зрелости нефтей часто используют коэффициент нечетности CPI, 

соотношение между исходными биологическими стеранами (конфигурация ααα 20R) состава 

С29 и новообразованными в результате катагенетических процессов изостеранами (αββ 

20R+20S) (коэффициент К1), отношение геостеранов – 5(H)14(Н)17(Н) к биостеранам – 

5(Н)14(Н)17коэффициент К2, относительное содержание моретана (С30), 

коэффициент 22S/22S+22R и отношение Тs/Tm, а также коэффициенты, рассчитанные по 

полициклическим ароматическим УВ: метилфенантреновый индекс (MPI-1) и отношение 

метилдибензотиофенов (4-/1-МДБТ). 

CPI практически равен единице, что характеризует нефть как зрелую. Значения 

соотношения Ts/Tm присуще зрелым нефтям. Судя по значениям коэффициентов К1 и К2 

катагенез ОВ, продуцирующего данные нефти, соответствует градации МК2 [Peters, Walters, 

Moldowan, 2005].  

Значения метилфенантренового индекса MPI-1 = 0,54-0,56, что согласно известной 

[Radke, Welte, Willsch, 1986] зависимости позволяет соотнести зрелость нефтей с 

отражательной способностью витринита 0,69-0,71%. Одним из показателей катагенеза 

является отношение 4-MDBT/1-МDBT. Для него установлена корреляционная связь со 

значением Tmax в пиролизе Rock-Eval [Radke, 1988]. Данные, полученные с помощью 

соотношения 4-/1-MDBT, существенно не отличаются от данных по MPI-1. Перерасчёт 

отношения 4-/1- MDBT на величину Тmax позволил оценить зрелость нефти как эквивалентную 
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величине Tmax пород в интервале 436-437оС. 

Согласно Л.А. Анищенко с соавторами, нефти из отложений нижнего девона ВАСЗ 

относятся к силурийско-нижнедевонскому генотипу [Геология природных..., 1994]. Нефти 

характеризуются сапропелевым типом исходного ОВ. Выделяются два подтипа: «морской», 

который характеризуется пониженной концентрацией высокомолекулярных н-алканов 

(С31/С19=0,2) и повышенным содержанием стеранов С27, и «лагунно-морской», имеющий 

отношение С31/С19 > 0,4. 

В работе Т.А. Кирюхиной приведена геохимическая типизация для нефтей Тимано-

Печорского бассейна, основанная на распределении н-алканов и изопреноидов, согласно 

которой нефти из нижнедевонских коллекторов Черпаюского и Нядейюского месторождений 

относятся к типу II [Кирюхина, 1995]. «Нефти II типа характеризуются наличием двух 

максимумов на кривой молекулярно-массового распределения: первый приурочен к нечетным 

низкомолекулярным н-алканам С15, С17 и С19, второй отмечен для УВ состава С22-С28 с 

незначительным преобладанием в последних четных гомологов. По физико-химическим 

параметрам нефти относятся к утяжеленным и тяжелым (868-903 кг/м3), они содержат 10,0-

24,0% легких фракций, до 15% – смолисто-асфальтеновых компонентов и много парафинов 

(до 13%).» [Кирюхина, 1995]. В состав данных нефтей, по мнению автора, внесли свой вклад 

как морские, так и континентальные нефтематеринские отложения. Для исследованных 

авторами нефтей на хроматограммах насыщенной фракции УВ не наблюдается максимума 

н-алканов в высокомолекулярной области, однако, некоторые коэффициенты имеют значения, 

характерные для нефтей II типа. Так, по Т.А. Кирюхиной для нефтей данного геохимического 

типа i-C19/i-C20 лежит в интервале 0,4–0,8, (i-C19+i-C20)/(н-C17+н-C18) – 0,3–0,7, i-C19/н-С17 – 0,2–

0,5, а i-C20/н-С18 – 0,4–0,8. 

 

Заключение 

Нефти из резервуаров вала Гамбурцева имеют набор геохимических признаков, анализ 

которых позволяет заключить следующее. Нефти всех трёх месторождений не имеют никакой 

заметной разницы между собой, они генетически едины и характеризуются идентичным 

уровнем термической зрелости. 

Все изученные показатели термической зрелости позволяют отнести нефти вала 

Гамбурцева к нефтям главной фазы нефтеобразования. Вероятно, что генерация нефтей 

произошла в породах, ОВ которых достигло градации катагенеза МК2. Данные по 

полициклическим биомаркерам дают немного более низкую оценку зрелости, чем показатели 

по ароматическим (фенантрены и дибензотиофены) соединениям. 

Нефти Нядеюского, Черпаюского и Хасырейского месторождений образованы ОВ 
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морских карбонатно-глинистых толщ силурийско-нижнедевонских отложений в основном из 

альго-планктонного ОВ. Не исключена некоторая доля континентального ОВ.  

Уникальной и пока необъяснимой особенностью нефтей региона является распределение 

н-алкилбензолов с доминированием УВ состава С21 и С23.  

 

Авторы выражают благодарность рецензенту за ценные критические замечания и 

рекомендации, которые способствовали улучшению содержания статьи. 

 

Геохимические исследование выполнены в ЦКП «Геонаука». 
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GEOCHEMICAL CHARACTERISTICS OF GAMBURTSEV SHAFT OILS 

 

The composition of cyclic and acyclic hydrocarbon biomarkers, aromatic hydrocarbons and 

dibenzothiophenes of the oils of the Gamburtsev shaft was investigated. The hydrocarbon 

composition of the oils of the three studied fields - Cherpayu, Khasyrey and Nyadeyu is almost 

identical; these oils share a common source of organic matter. Based on the complex of the obtained 

data, it was found that the oils were produced by carbonate-clay source rocks with a significant 

contribution of the algal initial organic matter. It is likely that the oils are syngenetic to the host 

Silurian-Lower Devonian. The thermal maturity of the oils corresponds to the oil window peak. 

Keywords: Silurian - Lower Devonian, oil biomarkers, aromatic hydrocarbons, oil 

dibenzothiophenes, Gamburtsev shaft. 
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