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 Проблема генезиса скоплений тяжелых неф�
тей, встречающихся на глубинах до 2 км и имею�
щих высокое содержание асфальтово�смолистых
компонентов, часто высокую сернистость, явля�
ется до сих пор однозначно нерешенной. Скопле�
ния УВ представлены двумя генетическими груп�
пами: ранней генерации (незрелыми) и гиперген�
но преобразованными (биодеградированными).
Нефти ранней генерации – слабо преобразованы,
“первичны”, образованы в зонах протокатагенеза
или раннего мезокатагенеза. Их УВ состав содер�
жит информацию исходного органического ве�
щества (ОВ), обогащен УВ биомаркерами и
функционально связан с характером литофаци�
альных обстановок захоронения органики (мор�
ские, континентальные) и их особенностями (ти�
пами). В результате процессов разрушения нефти
биодеградируют, изменяется и затушевывается ге�
нетический код, обусловленный исходной био�
массой. Количество биомаркеров уменьшается
вплоть до полного исчезновения. Генетическая ди�
агностика первичных (непреобразованных) и вто�
ричных (биодеградированных) нафтидов, залега�
ющих в сходных геологических условиях, имею�
щих близкие физико�химические свойства и даже
единый химический тип, является актуальной на�
учной и практически значимой задачей.

В настоящей работе проведена типизация
скоплений нефтей первичного генезиса и вторич�
но преобразованных нефтей в осадочных бассей�
нах различного геоструктурного типа и выработа�

ны геохимические критерии их распознавания. Для
этого подобран и проанализирован литературный
материал по геологии и геохимии нафтидов нефте�
газоносных бассейнов (НГБ) России, Азербайджа�
на, Белоруссии, Грузии, Западной Туркмении, Та�
джикистана, Казахстана, США, Израиля, Запад�
ной Канады, Бразилии, Австралии, Гватемалы,
Новой Зеландии, Индонезии, Китая, Нигерии,
Венесуэлы [1]. 

За основу описания геохимического облика
УВ взяты химические типы нефтей и конденсатов
по классификации Ал.А. Петрова [2], в которой
нефти подразделяются на две категории – А и Б,
каждая из них образует две подгруппы: А�1 и А�2 в
зависимости от относительной концентрации нор�
мальных и изопреноидных алканов и Б�1 и Б�2 по
наличию и отсутствию изопреноидных алканов.
В [3] нафтеновые конденсаты и нефти категории
Б дополнительно разделены по преобладанию в
них – изопреноидных, циклоалкановых, моно�
цикланов геминального типа замещения, би� и
трицикланов соответственно на подтипы Б�2и,
Б�2ц, Б�1м, Б�1б и Б�1т. 

При рассмотрении зональности размещения
незрелых скоплений УВ в верхней зоне литогенеза
[1, 4] показана генетическая связь химических ти�
пов нефтей и конденсатов, их фазового состояния с
типом исходного ОВ, его литофациальными осо�
бенностями и стадиями катагенеза. Именно по�
этому все многочисленные примеры незрелых
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флюидов, используемые для этого обобщения,
сгруппированы по литофациальным обстановкам
захоронения исходного ОВ – морским (глубоковод�
ным и мелководным) и континентальным (озерным,
угленосным и субугленосным). 

Особенностью незрелых нефтей всех фаций
является высокое содержание отдельных индиви�
дуальных УВ�биометок (олеанана, моретана,
гаммацерана), низкие значения отношений УВ
биомаркеров 20S/20(S + R) стераны С29, 22S/22(S +
+ R) гопаны Г31, диастераны/регулярные стера�
ны, ββ/(ββ + αα) стераны и преобладание среди
ароматико�сернистых соединений бензотиофенов
над дибензотиофенами. Для незрелых скоплений
химического типа А�2, по сравнению со зрелыми
флюидами, характерны повышенные значения при�
стан (П)/н�С17 (до 9.7) и фитан (Ф)/н�С18 (до 5.2).

Прослежены геохимические особенности УВ
скоплений, генерированных различными лито�
фациями (табл. 1). Для нефтей, генерированных
ОВ морских глубоководных фаций, отмечены невы�
сокие отношения П/Ф (до 1.7), преобладание сте�
ранов С27 (холестанов) и широкий ряд гопанов
Г27–Г35. В нефтях терригенно�кремнистых фаций
наблюдается мономодальное распределение н�ал�
канов в области С15–С19, доминирование пристана
над фитаном, трицикланов над тетрацикланами,
трисноргопана Тm над Ts, стеранов над гопанами,
присутствие олеанана и 28,30�бисноргопана. Неф�
ти терригенно�карбонатных фаций отличаются би�
модальным распределением н�алканов, преоблада�
нием четных н�алканов в области С22–С28, фитана
над пристаном, тетрацикланов над трицикланами,
трисноргопана Ts над Tm, гопанов над стеранами,
присутствием гаммацерана. В нефтях, генериро�
ванных ОВ морских мелководных и прибрежных
фаций, содержания стеранов С28 и С29 равны, в
небольших количествах присутствуют легкие
стераны С21–С22, стеран С30 и олеанан и ряд гопа�
нов Г27–Г33.

Нефти озерных фаций характеризуются повы�
шенным содержанием трициклических УВ С20–С29,
широким присутствием легких стеранов С21–С22,
стеранов С30, диностеранов и гаммацерана. Отли�
чительным свойством нефтей соленоводных фаций
является преобладание четных н�алканов над не�
четными, фитана над пристаном, избыток али�
циклических изопреноидов, расширенный ряд
гопанов Г27–Г35. 

Конденсаты и нефти континентальных фаций
отличаются высокими концентрациями приста�
на. Отношение П/Ф достигает 13.8. В нефтях За�
падной Канады установлено присутствие биснор�
лупанов и олеанана, а в нефтях Западной Сибири
– 25,30 бисноргопана, 25,28,30 трисноргопана и
25 норгопанов. Характерной особенностью нефтей
и конденсатов нафтенового типа Западной Сиби�

ри является наличие нескольких разновидностей,
различающихся по преобладанию в их составе три�
цикланов, бицикланов и моноцикланов.

Нефти морского генезиса (табл. 1), генериро�
ванные ОВ сапропелевого, смешанного гумусово�
го⎯сапропелевого типа при слабо восстановитель�
ных или даже окислительных условиях, отличают�
ся низкими содержаниями микроэлементов (МЭ),
металлопорфириновых комплексов (МПК) и пре�
обладанием Ni над V (V/Ni < 1). Однако при увели�
чении катагенеза до слабомезокатагенетической
стадии нефти морского генезиса с сапропелевым
типом исходного ОВ, отлагавшемся в восстанови�
тельных условиях диагенеза, как правило, характе�
ризуются высокими концентрациями МЭ, в част�
ности V и Ni, причем содержание V превалирует
над содержанием Ni (отношение V/Ni > 1). В этом
случае высокие концентрации характерны и для
порфириновых пигментов; содержание ванадил�
порфиринов (Vp) может превышать в нефтях
100 г/т и преобладать над никельпорфиринами
(Nip): Vp/Nip > 1.

Содержание МЭ и МПК в нефтях континен�
тального генезиса существенно ниже, и они обра�
зуют класс нефтей, обедненных МЭ и МПК. Осо�
бенно низки в этих нефтях концентрации тех МЭ,
которые ассоциированы с тяжелыми асфальтово�
смолистыми компонентами. Первые места по
концентрационному распределению в этих неф�
тях занимают Fe, Cu, Pb, Zn, Br и др. элементы,
связанные с легкими, масляными компонентами.
Содержание Ni в нефтях, как правило, выше со�
держания V (V/Ni < 1); аналогичное отношение ха�
рактерно и для МПК (Vp/Nip < 1). По преоблада�
нию Ni над V это группа никелевых нефтей. Нефти
континентального генезиса, но образованные ОВ
озерного типа, также характеризуются низкими
концентрациями МЭ. Содержание суммы двух
металлов – V и Ni редко превышает 10 г/т, а отно�
шение V/Ni < 1. Эти нефти могут отличаться по�
вышенными содержаниями Fe, и тогда отноше�
ние V/Fe < 1. 

По содержанию МЭ нефти ранней генерации
образуют самостоятельную группу флюидов нике�
левой металлогении с относительно низкими кон�
центрациями Ni, Co, Mo и особенно V, т.е. элемен�
тов, ассоциированных со смолистоасфальтеновыми
веществами. Элементы, связанные с более легкими
фракциями нефтей – масляными, обнаружены в вы�
соких концентрациях. Например, молодые нефти
Калифорнии содержат следующие элементы в повы�
шенных концентрациях (в г/т): Са (87), Fe (80), Co
(2.3), Se (0.63), Mn (0.6) и Ga (0.36). 

Наиболее характерные изменения УВ и МЭ пока�
зателей в нефтях, генерированных ОВ различных ли�
тофациальных зон, показаны на рис. 1а, б. При пе�
реходе от флюидов морского генезиса к конти�
нентальному возрастают величины отношения
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Рис. 1. Изменение минимальных и максимальных ве�
личин отношения П/Ф (а), содержаний V и Ni (б) в
нефтях из отложений различных фаций 

П/Ф (как минимальные величины, так и особен�
но максимальные), уменьшаются содержания V,
Ni и их отношение. 

Таким образом, при анализе и систематизации
геологогеохимических данных по раннекатагене�
тическим нефтям и конденсатам месторождений
многих НГБ мира выявлена взаимосвязь распреде�
ления в них широкого спектра УВ�биомаркеров с
литофациальными особенностями исходного ОВ.
Разнообразие фациальных обстановок, характери�
зующих захоронение и преобразование исходного
ОВ, отражается в особенностях геохимии нефтей,
что является еще одним важным доказательством
органического происхождения нефти.

Образование вторично измененных нефтей свя�
зано с процессами современного или древнего ги�
пергенеза. В результате интенсивных восходящих
движений нефти попадают либо на путях миграции,
либо уже в залежах в область биохимического и/или
химического окисления и подвергаются процессам
физического выветривания, неорганического окис�
ления, вымывания водами (промывания), биоде�
градации и осернения. Зоны накопления гиперген�
ных нефтей приурочены, в основном, к крупным
положительным структурам (своды, мегавалы, ва�
лы), испытавшим интенсивные восходящие движе�

ния на заключительных этапах своего развития.
Наиболее измененные нефти встречаются в зонах
активного водообмена (на водонефтяных контак�
тах) и на относительно небольших глубинах. 

В результате вторичных изменений нефтей в
зоне гипергенеза сформированы крупнейшие и ги�
гантские месторождения тяжелых нефтей и при�
родных битумов в Западной Канаде, Восточной и
Западной Венесуэле, США, России и других регио�
нах [5–10]. С точки зрения оценки ресурсов эти
скопления являются нетрадиционными и призна�
ны во многих регионах промышленно ванадиенос�
ными, в связи с чем, они рассматриваются как ком�
плексное сырье добычи УВ и сопутствующих им
металлов (табл. 2).

Процесс биохимической эволюции суще�
ственно меняет углеводородный состав нефти.
По мере усиления степени деградации происходит
последовательное удаление определенных УВ со�
единений (н�алканов, изопреноидов, регулярных
стеранов и гопанов). Биодеградация включает не�
сколько стадий (уровней) воздействия на состав
флюида с различной степенью деструкции классов
углеводородных соединений. Шкалы биодеграда�
ции нефтей с характеристикой ее уровней приво�
дятся в работах [23–27] и др. Суммируя данные, по�
лученные этими авторами, а также результаты
анализа природных моделей, нами выделены
пять основных стадий деструкции соединений
УВ (табл. 3): I – легкая (малая, слабая); II – средняя
(умеренная); III – высокая (сильная, экстенсив�
ная); IV – очень высокая (очень экстенсивная);
V – сверхвысокая (сверхэкстенсивная, экстре�
мальная). Первичной считается типичная зрелая
парафиновая нефть с избытком н�алканов (хими�
ческий тип А�1).

При слабой степени биодеградации (подста�
дия I�1) в нефтях снижается количество н�алканов

(в области н�С5
…н�С16), отмечаются небольшие из�

менения в составе УВ бензиновой фракции
(С5⎯С8), хотя порядок распределения УВ (н�гек�
сан > 2�метилпентан > 3�метилпентан > 2,3�диме�
тилбутан) и химический тип бензиновой фракции
сохраняются. Возрастает содержание изопреноидов
и изоалканов. Распределение циклических УВ
внутри ряда остается прежним на фоне роста цик�
ланов. При этом сохраняются и частично увеличи�
ваются величины отношений П/Ф и значения ко�
эффициента Ki, нафтеновый паспорт и общий хи�
мический тип нефтей А (А1 → А2). При средней
степени биодеградации (подстадия II�4) н�алка�
ны полностью разрушены, количество изопрено�
идов немного снижается, значительно увеличивает�
ся количество изоалканов, сохраняется величина
П/Ф. При этом меняется порядок распределения
легких алканов в бензиновой фракции. Он пред�
ставлен рядом 3�метилпентан > 2�метилпентан >
> 2,3�диметилбутан > н�гексан. Частично наруша�
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ется порядок распределения цикланов на фоне об�
щего роста цикланов. Химический тип нефти Б�2.
При средней степени биодеградации, на подстадии
II�5, в нефтях исчезают изопреноиды. Остаются
только изоалканы, увеличиваются цикланы. Внут�
ри циклановой группы возрастает число три�, тет�
ра�, пента� и гексацикланов. Состав стеранов и го�
панов не изменен. Среди ароматической группы УВ
начинают преобладать диароматические УВ. Хими�
ческий тип нефти меняется на Б�1. В ходе высокой
(подстадии III�6, III�7) и очень высокой (IV�8, IV�9)
стадий биодеградации к перечисленным измене�
ниям последовательно добавляются следующие.
Исчезают регулярные стераны состава С27. Среди
стеранов состава С28 и С29 деградируют 20R�стерео�
изомеры. Диастераны сохраняются. Внутри пента�
циклических УВ (тритерпанов) на фоне присутствия
регулярных гопанов Г27, Г29–Г35 начинают появлять�
ся деметилированные гопаны (нор�Г28, нор�Г30) и
моретаны (нор�М28, нор�М29, нор�М30). Трицикли�
ческие терпаны сохраняются. При переходе от под�
стадии IV�8 к подстадии IV�9 все регулярные стера�
ны разрушаются; увеличивается число деметилиро�
ванных гопанов (нор�Г26, нор�Г28, нор�Г30, нор�Г31 �
нор�Г32), которые начинают преобладать.

К примерам нефтей, испытавших легкую ста�
дию биодеградации, относятся каменноугольные
нефти Уиллистонского НГБ и кайнозойские нефти
Гвинейского НГБ. Меловые нефти Западно�Канад�
ского НГБ, миоценовые нефти Старо�Грозненско�

го месторождения (Средне�Каспийский НГБ), па�
леозойские нефти Мелекесской впадины (Волго�
Уральский НГБ), меловые нефти Северо�Восточ�
ного НГБ Бразилии прошли легкую и среднюю ста�
дии биодеградации. Эоценовые нефти и битумы
НГБ Юинта, нижнеюрские нафтиды НГБ Морон�
дова (о. Мадагаскар), кайнозойские нефти бассей�
нов США Галф�Кост и Калифорнии, мезозойские
нефти НГБ Карнарвон (Австралия), миоценовые
нефти Сахалина (Северо�Восточный НГБ), палео�
зойские и протерозойские битумы Оленёкского
поднятия (Восточная Сибирь) подверглись высо�
кой и очень высокой стадии биодеградации. 

В зонах гипергенеза под действием перечис�
ленных процессов изменяются содержание МЭ и
их соотношения [28–31]. В связи с потерей легких
фракций в нефтях значительно возрастает абсо�
лютная концентрация элементов, связанных со
смолисто�асфальтеновыми компонентами – V,
Ni, Co, Мо, Cr, Cu и др. Кроме того, смолисто�ас�
фальтеновые гетероатомные компоненты неф�
тей, контактирующих с маломинерализованны�
ми пластовыми водами в зоне гипергенеза, спо�
собны сорбировать из вод МЭ с переменной
валентностью (V, Fe, U).

Сравнительный анализ незрелых и биодегра�
дированных нефтей [32, 33] позволил выявить
наиболее информативные УВ критерии их разли�
чия (рис. 2, табл. 4). Для флюидов химических ти�
пов А�2, Б�2, Б�1 I�III стадий (подстадий 16) биоде�

Таблица 3. Шкала биодеградации с характеристикой уровней эволюции типичной зрелой нефти   

№№ Стадии. Степень 
биодеградации

Подстадии.  Изменения в составе 
УВ нефтей

Примеры природных моделей 
нефти нефтегазоносных 

бассейнов различных регионов

I Легкая 
(слабая, малая)

1. Низшие гомологи н�алканов разрушены. 
2. Общее исчезновение н�алканов
3. Только следы налканов

Уиллистонский, Гвинейский 

II Средняя 
(умеренная)

4. Разрушены нпарафины полностью, 
изопреноиды не затронуты. 
5. Ациклические изопреноиды 
отсутствуют (деградированы)

Средне�Каспийский, 
Волго�Уральский, 
Северо�Восточный НГБ 
Бразилии, Западно�Канадский 

III
Высокая 
(сильная, 
экстенсивная)

6. Регулярные стераны частично 
деградированы
7. Регулярные стераны деградированы 
полностью. Диастераны не затронуты

Галф�Кост, Юинта

IV Очень высокая
(очень экстенсивная)

8. Регулярные гопаны частично 
деградированы, появляются 25�норгопаны
9. Регулярные гопаны отсутствуют. 
Диастераны частично деградируют

Северо�Восточный НГБ 
Сахалина, НГБ Калифорнии, 
Карнарвон (Австралия), НГБ 
Морондова (о. Мадагаскар), 
битумы Оленёкского 
поднятия (Восточная Сибирь)

V Сверхвысокая 
(сверхэкстенсивная)

10. Диастераны и ароматические стераны 
С26⎯С29 разрушаются. Протекает деметилиро�
вание три и тетрацикланов

Битумы Оленёкского 
поднятия (Восточная Сибирь), 
нефти Северного моря
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Рис. 2. Сравнительная характеристика биодеградированных (ряд 1) и незрелых (ряд 2) нефтей (использованы усред�
ненные величины отношений, в %).
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градации таковыми являются величины отношений
по стеранам С29 20S/(20S + 20R), ββ/(ββ + αα),
диастераны/регулярные стераны, по гопанам Г31

22S/(22S + 22R) и отношения Σ�бензотиофенов/Σ�
дибензотиофенов по ароматико�сернистым соеди�
нениям. В незрелых нефтях значения первых четы�

рех показателей невысокие и составляют соответ�
ственно 26⎯52, 31⎯60, 12⎯38 и 48⎯53%. Для них ха�
рактерно также доминирование бензотиофенов над
дибензотиофенами, а и за счет повышенного содер�
жания отдельных индивидуальных УВ увеличены
отношения олеанан/Г30, моретан/Г30 и гаммаце�
ран/Г30. В биодеградированных нефтях, сохраня�
ющих в основном облик зрелых нефтей, значения
первых четырех критериев повышены, отмечает�
ся преобладание дибензотиофенов над бензотио�
фенами. В высоко биодеградированных
нефтях типа Б�2 (стадии III⎯V, подстадии 710) за
счет редукции эпимера 20R регулярных стеранов
и гопана Г30, значительноувеличиваются величи�
ны отношений олеанан/Г30, 20S/(20S + 20R),
ββ/(ββ + αα) и отношение диастеранов к регуляр�
ным стеранам. На рис. 3 четко очерчивается группа
биодеградированных нефтей, в которых величины
20S/(20S + 20R) > 50 и моретан/Г30 < 14%, и незре�
лых нефтей. В последних величины отношений
20S/(20S + 20R) < 50 и моретан/ Г30 > 10%.

Типизация нефтей по содержанию “биоген�
ных” микроэлементов (V, Ni, Fe), детально опи�
санная нами в работе [34], выявила в процессе
нафтидогенеза существенные отличия нефтей ран�
ней генерации от гипергенно измененных. Незре�
лые нефти обеднены МЭ, характеризуются низки�
ми содержаниями V и Ni (V < 10 и Ni < 50 г/т) (за ис�
ключением нефтей, генерированных морским ОВ

Таблица 4. Сравнительные критерии незрелых (различных литофаций) и биодеградированных нефтей

Параметры 
(соотношения УВ), %

 Незрелые нефти Биодеградированные нефти

химические типы нефтей по Ал. А. Петрову

А�2 Б�2 Б�1
А�2 Б�2 Б�1

1 2 3 4 5

20S/(20S + 20R) 32–47 27–48 28–33 26–35 30–46
48–52

50–55 50–55 58–85; 
100

20S/20R – – – 40–52 10–52 – 79 100–120

ββ/(ββ + αα) 31–54 – – 60 47–58 86–87 86–87 87–100

Диастераны/
регулярные стераны

12–34 – – 38 – 52–54 52–54 48

22S/(22S + 22R) (Г31) 53–60 54–56 57–59 54–58 48–55 53–55 53–55 51

Олеанан/Г30 5–33 – – 15–36 38–95 5–8 8–10 46–82

Моретан/Г30 18–20 29 12–13 19–24 20–61 12 6–14 7–8

Гаммацеран/Г30 – 40–44 40–110 – – – 13–20 8–10

ΣБензотиофенов/
Σдибензотиофенов

140–20 – – 120 – 69 62 61

23,28�Биснорлупан/Г30 Нет Нет Нет 72–78 78–190 Нет Нет Нет

Примечание. Прочерк в таблице означает отсутствие данных; литофации: 1 – морские терригеннокремнистые; 2 – морские
терригенно�карбонатные; 3 – озерные соленоводные; 4 – морские мелководные; 5 – континентальные.
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Рис. 3. Углеводородные критерии биодеградирован�
ных (1) и незрелых (2) нефтей.
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свиты Монтерей, Калифорния) и преобладанием
Ni над V (V/Ni < 1), т.е. образуют провинции с нике�
левой металлогенией. Гипергенно преобразованные
нефти и генетически связанные с ними природные
битумы отличаются высокими, вплоть до промыш�
ленных, концентрациями МЭ (V > 150, Ni > 50 г/т), за
счет вторичного обогащения металлами, преоблада�
нием V над Ni (V/Ni > 1) и создают металлогениче�
ские провинции ванадиевого типа. 

Таким образом, на материале изучения нефтей
и конденсатов месторождений НГБ всех пяти кон�
тинентов (более 30 НГБ) установлены градации
значений УВ и МЭ соединений, что помогает рас�
познать стадию данного процесса и генетическую
природу углеводородной системы (первичная или
вторичная). Совокупность рассмотренных геохи�
мических характеристик и генетическая диагности�
ка флюидов является основой прогноза их каче�
ственного состава и фазового состояния, а также
способствует совершенствованию методов оценки
перспектив нефтегазоносности.
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