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ВВЕДЕНИЕ

Для целенаправленной и обоснованной поста-
новки поисковых работ в нефтегазоносном осадоч-
ном бассейне (НГБ), в том числе в пределах объек-
тов вероятной аккумуляции углеводородов (УВ), не-
обходимо знать условия формирования скоплений
УВ в осадочных толщах. Среди этих условий теп-
ловой режим недр является одним из главных, т. к.
определяет катагенетическую преобразованность
органического вещества (ОВ), а следовательно, и ин-
тенсивность генерации нефти и газа, фазовый состав
залежей. Катагенез контролирует начало и протека-
ние главной фазы нефтеобразования и глубинной
фазы газообразования, а также сохранение и дест-
рукцию нефтей [1 и др.].

Данные о степени катагенеза ОВ широко ис-
пользуются для изучения процессов генерации неф-
ти и газа, для прогноза фазового состояния залежей
и оценки прогнозных ресурсов УВ. В настоящее вре-
мя интенсивно ведется изучение степени катагенеза
ОВ осадочных бассейнов Восточной Сибири [23, 24
и др.], в основном, по прямым признакам – отража-
тельной способности витринита и данным пиролиза
рассеянного ОВ.

Изучение палеотемпературного режима
НГБ Сахалина осуществлялось на основе создан-
ной в Дальинформгеоцентре автоматизированной
технологии, включающей геоплотностное модели-
рование осадочного разреза, палеотектонические ре-
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конструкции плотностных разрезов и палеотемпера-
турное моделирование осадочной толщи на ЭВМ ЕС
[9, 10, 12–14, 25].

Нужно отметить, что в публикациях по рас-
сматриваемому вопросу ряд авторов [6, 15, 18] палео-
тектонические реконструкции и палеотемпературное
моделирование объединяют в один метод и называ-
ют методом палеопрофилирования (методом палео-
температурных реконструкций, палеогеохимическим
методом), основанном на учении о стадийности про-
цессов нефтегазообразования [1].

Первые прогнозные оценки нефтегазоноснос-
ти с использованием компьютерной технологии мо-
делирования в геофизических полях были получены
для Лунской [9], Набильской [10] впадин и Макаров-
ского прогиба [11] – осадочных бассейнов о. Саха-
лин (рис. 1). В результате математического модели-
рования определены максимальные палеотемперату-
ры и сделан прогноз фазового состояния УВ дагинс-
ких и борских отложений Лунской впадины, состав-
лены карты локальных плотностных неоднороднос-
тей, максимальных палеотемператур и фазового со-
стояния УВ дагинских, уйнинских и дайехуриинских
отложений Набильской впадины. Для Макаровского
прогиба, как основные факторы перспектив нефтега-
зоносности в зоне Центрально-Сахалинского разло-
ма, определены палеотемпературы, локальные ра-
зуплотнения, материнские (УВ – производящие) по-
роды. Для каждого НГБ оценена роль процессов
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миграции флюида в формировании газонефтяных
залежей. Перечисленные результаты в комплексе с
другими геолого-геофизическими материалами
были призваны служить основой для определения
первоочередных объектов поисковых работ на нефть
и газ в названных НГБ.

Поскольку значительная часть НГБ Сахалина
выходит за пределы суши, мы рассматривали и неко-
торые положения математического моделирования
градиентных сред δ (H) на шельфе и акваториях [16].

В настоящей статье приведены результаты гео-
плотностного моделирования и палеопрофилирова-
ния для очередного объекта исследований – Ныш-
ско-Тымского прогиба Сахалина (рис. 1). Отличи-
тельной особенностью исследований является их бо-
лее детальный уровень и, как следствие, более де-
тальный прогноз нефтегазоносности и более деталь-
ные рекомендации для последующих нефтегазопоис-
ковых работ.

В подготовке фактического материала по
району исследований и расчетах на ЭВМ принима-
ли участие специалисты Дальинформгеоцентра
Н.А. Волкова, Р.Ю. Гуленок,  О.С. Исаева.

МЕТОДИКА МОДЕЛИРОВАНИЯ

Геоплотностное моделирование решает задачу
выявления в пространстве стратиграфических комп-
лексов локальных разуплотнений, отождествляемых
с литофациальными зонами улучшенных коллектор-
ских свойств, благоприятных для аккумуляции УВ.
Кроме того, построенные в результате геоплотнос-
ного моделирования плотностные разрезы являются
структурно-вещественной основой последующего
палеопрофилирования.

Моделирование параметров B1, B2, B3 зависи-
мости плотности от глубины

δ (H) = B1 – B2 ⋅ exp (- B3 ⋅ H) (1)

для аппроксимирующих тел осуществляется по-
средством решения обратной линейной задачи гра-
виметрии

Рис. 1 .  Обзорная  карта размещения  нефтегазоносных
осадочных бассейнов  Сахалина.
1 – нефтегазоносный осадочный  бассейн  и его номер на кар-
те; 2 – контур  района  исследований.
Название нефтегазоносных осадочных бассейнов :  1  –  Бай -
кальская  впадина ;  2  –  Валская  впадина ;  3  –  Погибинский
прогиб;  4 – Нышско-Тымский прогиб ; 5 –  Пильтунская впа-
дина; 6 – Чайвинская впадина; 7  – Набильская впадина; 8 –
Лунская впадина ; 9 –  Пограничный прогиб;  10 – Макаровс-
кий  прогиб ;  11  –  Дагинское поднятие;  12  –  прогиб  Татар-
ского пролива; 13 – Западно-Сахалинское поднятие; 14 – Мо-
неронское поднятие;  15  – Анивский прогиб; 16 – прогиб за-
лива Терпения ;  17 –  Тюлений прогиб ; 18 – Восточно-Саха -
линский  прогиб ; 19  –  Шмидтовский прогиб .
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x(н) ≤ x ≤ x(в), (3)
где A – матрица n×2m (определяется решением пря-
мой задачи гравиметрии для аппроксимирующего
тела); x – B1, B2, B3 для каждого аппроксимирующего
тела; b – вектор наблюдений; α –  параметр регуляри-
зации; m – количество аппроксимирующих тел; n –
количество наблюдений гравитационного поля; x(н),
x(в) – нижнее и верхнее ограничения на неизвестные
(на моделируемые параметры B1, B2, B3).

Решение прямой задачи для трапеции с плот-
ностью, меняющейся согласно (1), и решение обрат-
ной задачи (2)–(3) для осадочных разрезов приведе-
но в [25].

Для изучения детального распределения плот-
ности окобыкайских отложений на участке Верхне-
Нышского месторождения и Голубичной структуры
(рис. 2) выполнялось объемное моделирование пара-
метров δ0, k зависимости плотности от глубины

δ (H) = δ0 + k ⋅ H . (4)
Решение прямой задачи для вертикальной че-

тырехугольной призмы с произвольной ориентиров-
кой оснований с плотностью, меняющейся согласно
(4), и решение обратной задачи, аналогичной (2)–(3),
для трехмерных объектов приведено в [7, 8].

Палеотектонические реконструкции плот-
ностных разрезов решают задачу восстановления
палеомощностей и глубин, на которых находились
стратиграфические комплексы в разные моменты
геологического времени.

В основу палеотектонических реконструкций
положена модель компенсированного осадконакоп-
ления. Алгоритм реконструкций базируется на «ме-
тоде выравнивания профилей» [19]. Исходной осно-
вой является плотностной разрез, полученный в ре-
зультате геоплотностного моделирования. Для его
перестроения на время (t) накопления любой стра-
тиграфической единицы, обособленной плотностны-
ми границами, используются зависимости δ(H) и
учитывается эффект уменьшения объема породы в
результате уплотнения при погружении [21]. Рассчи-
тывается также глубина дна бассейна осадконакоп-
ления на время начала накопления каждой страти-
графической единицы [17].

Вычислительная схема палеотектонических
реконструкций для сквозной колонки плотностного
разреза приведена в [10]. На заключительном этапе
рассчитанные палеоплотностные колонки «монтиру-
ются» в палеоплотностные разрезы.

Палеотемпературное моделирование осадочной
толщи решает задачу районирования стратиграфи-
ческих толщ с точки зрения условий, благоприятных
для генерации и сохранности УВ, и задачу оценки
нефтегазоперспективности локальных объектов, в

том числе, и по степени преимущественной перспек-
тивности на нефть или газ.

Результатом палеотемпературного модели-
рования является распределение температур в оса-
дочной толще в заданные моменты геологического
времени.

Схема расчета палеотемператур для сквоз-
ной колонки температурного разреза состоит из
двух этапов.

На первом этапе рассчитывается тепловой по-
ток через поверхность подстилающего осадочную
толщу  основания.  Рассматривается случай стацио-
нарного теплового потока из основания (q1 = const).
Решением обратной задачи геотермии, которая сво-
дится к решению системы линейных уравнений отно-
сительно q1, оценивается q1

Aq1 = B, (5)
при условии выполнения ограничений

q1
(н) ≤ q1 ≤ q1

(в), (6)
где A – линейный оператор, зависящий от теплофи-
зических свойств и динамической структуры среды;
B – температуры, наблюденные в осадочной толще (в
скважине) с ошибкой ± εu, за вычетом температур-
ного эффекта радиоактивных источников в осадоч-
ной толще; q1

(н), q1
(в) – нижнее и верхнее предельные

значения q1.
Задача определения q1 формулируется

( ) uqqBAqqf 20
11

2
11 ε≤−α+−= (7)

на множестве точек (6).
Для решения задачи (6)–(7) задаются следую-

щие экспериментальные данные: a0 – температуро-
проводность осадков; a1 – температуропроводность
подстилающего основания; λ0 – теплопроводность
осадков; λ1 – теплопроводность основания; A0 –
удельная теплогенерация осадков за счет радиоак-
тивного распада; Z0 – мощность осадочной толщи;
ν(z) – скорость осадконакопления, дифференциро-
ванная по стратиграфическим единицам (рассчиты-
вается по палеомощностям); t – полное время осадко-
накопления; b – наблюденные температуры по ство-
лу скважины; q1

(0) – начальное приближение искомо-
го параметра, обычно принимаемое как минималь-
ное значение поверхностного теплового потока в
районе исследований.

Определением q1 завершается первый этап схе-
мы расчета. Попутно, на этапе решения обратной за-
дачи, рассчитывается поверхностный тепловой по-
ток q (t).

На втором этапе, зная q1 – тепловой поток че-
рез основание, решается прямая задача геотермии –
непосредственно рассчитываются палеотемпературы
U (z, t) в заданной точке (z) осадочной толщи в за-
данный момент геологического времени (t). Причем,
t – это время завершения формирования каждой
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стратиграфической единицы (t = 0 – начало форми-
рования осадочной толщи), z – задается с нужной
дискретностью по глубине (z = 0 на поверхности
подстилающего основания).

Решение прямой задачи геотермии, учитываю-
щее основные факторы формирования теплового
поля осадочных бассейнов (затраты энергии тепло-
вого потока из основания на прогрев холодного оса-
дочного материала, частичное экранирование тепло-
вого потока из-за различия теплофизических свойств
осадков и пород основания, радиогенная теплогене-
рация в накапливающихся осадках, различная ско-
рость осадконакопления стратиграфических еди-
ниц), расчет поверхностного теплового потока – ре-
шение уравнения Вольтерра II рода и решение об-
ратной задачи (6)–(7) приведено в [9]. Рассчитанные
палеотемпературные колонки «монтируются» в па-
леотемпературные разрезы.

И, наконец, соответствующие (геологическое
время t) палеоплотностные разрезы совмещаются с
палеотемпературными разрезами.

Наибольший интерес для характеристики тем-
пературных условий формирования каждой конк-
ретной стратиграфической единицы представляет
палеоразрез с максимальной прогретостью пород.
Наложение этого разреза на современный разрез
определяет положение основных зон нефте- и газооб-
разования в современном разрезе.

Принята следующая катагенетическая зональ-
ность [15, 20]: (50–90°С) – верхняя зона газообразова-
ния; (90–130 °С) – главная зона нефтеобразования;
(130–190 °С) – нижняя зона газообразования; более
190 °С – разрушительная для УВ температура. Учи-
тывая эту градацию катагенетической зональности,
осуществляется прогноз фазового состояния возмож-
ных скоплений УВ (in situ) в пространстве стратигра-
фических комплексов современного разреза.

Результаты палеопрофилирования, в случае
достаточно густой сети профилей, интерполируются
в карты распределения максимальных палеотемпера-
тур и прогноза фазового состояния УВ для каждой
стратиграфической единицы.

В заключение методической части нашей ста-
тьи следует отметить, что решение обратных задач
как гравиметрии (2)–(3), так и геотермии (6)–(7) реа-
лизуется алгоритмом квадратичного программиро-
вания В. И. Старостенко [22].

МАТЕРИАЛЫ МОДЕЛИРОВАНИЯ

Геоплотностное моделирование
Для построения нормальных зависимостей

δ (H) проведены сбор и обобщение петроплотност-
ных данных по площадям нефтепоискового бурения
в Нышско-Тымском прогибе. Проанализированы

плотностные характеристики 1 608 образцов керна
из 21 скважины, в том числе 180 образцов нутовских
отложений, 924 образца окобыкайских отложений,
326 образцов дагинских отложений и 36 образцов
уйнинских отложений. В результате корреляционно-
регрессионного анализа плотности, пористости и
глубин залегания образцов получены зависимости
δ (H)  (табл. 1).

Экспоненциальные зависимости применялись
для геоплотностного моделирования по профилям,
линейные зависимости – на участке объемного моде-
лирования.

В качестве исходных данных геоплотностного
моделирования вдоль профилей использовались
стратифицированные глубинные сейсмические раз-
резы вдоль 11-ти региональных профилей (рис. 2),
нормальные плотностные модели отложений (табл.
1), гравиметрические наблюдения масштаба 1:50 000.
Результаты моделирования вынесены на разрезы
(рис. 3). Плотностные аномалии получены путем вы-
читания из расчетных значений плотности значений
нормального распределения плотности.

Основой для геометрической параметризации
изучаемой среды на участке объемного моделирова-
ния послужили структурные карты сейсмогоризон-
тов по кровле окобыкайских отложений – УОСГ-I
(по данным В. П. Дьяченко, 1988) и по кровле дагин-
ских отложений – УОСГ-II (по данным В. В. Соколо-
вой, 1989). В качестве наблюденного поля послужи-
ли результаты высокоточной гравиметрической
съемки на Северо-Нышской площади (по данным
Н.М. Рузича, 1989).

Сходимость расчетного и наблюденного по-
лей на региональных профилях составила
± (0,19 ÷ 0,25) мГл, на участке объемного моделиро-
вания – ± 0,10 мГл.

По результатам геоплотностного моделирова-
ния вдоль региональных профилей и материалам
объемного плотностного моделирования построена
схематическая карта распределения локальных ра-
зуплотнений в окобыкайских отложениях (рис. 2).

Палеотектонические реконструкции
плотностных разрезов

В качестве исходных данных для палеотекто-
нических реконструкций были использованы совре-
менные плотностные разрезы, построенные в резуль-
тате геоплотностного моделирования.

Стратификация разрезов и представления о
тектонике прогиба приняты по результатам темати-
ческих исследований, проведенных с целью выбора
первоочередных объектов нефтепоисковых работ
(по данным А. А. Жилякова, 1991).

На современных разрезах отражены основные
особенности тектонического строения прогиба,
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Рис. 2 .   Схематическая  карта распределения  локальных  разуплотне-
ний  в окобыкайских отложениях зоны  Верхне-Татамского ,  Западно-
Татамского, Верхне-Нышского месторождений  и  Анатольевской  струк-
туры  в Нышско-Тымском прогибе.
1 –  локальные разуплотнения, г/см3, 2  – расчетные профили;  3 – контур участ-
ка объемного геоплотностного моделирования;  4  –  разрывные нарушения ; 5 –
поисковые скважины,  номер  скважины и сокращенное название площади : А –
Анатольевская , ВН – Верхне-Нышская,  Г –  Голубичная ,  ЗТ  –  Западно-Татам-
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Рис. 3. Геолого-геофизический разрез по профилю 186.
1 – границы свит; 2 – максимальные палеоизотермы; 3 –  ло-
кальное разуплотнение,  г/см3. Индексы  свит: nt – нутовская;
ok – окобыкайская; dg – дагинская; un – уйнинская. Mz–Pz –
подстилающее основание.

представляющего собой сложно построенную гра-
бен-синклинальную зону, расположенную между Да-
гинским и Энгизпальским поднятиями, отделенную
от них, соответственно, Дывыкским и Восточно-Эн-
гизпальским региональными разломами. Геологи-
ческие разрезы осложнены многочисленными более
мелкими разрывными нарушениями, амплитуды ко-
торых не превышают первые сотни метров. Наибо-
лее интенсивные подвижки по разломам произошли
в постмиоцене. В восточном и западном обрамлени-
ях прогиба на поверхность выходят окобыкайские и
дагинские отложения.

Окобыкайские отложения представлены пере-
слаиванием алевролитов с песчаниками, при преоб-
ладании первых. Именно в толще переслаивания от-
крыты все известные в прогибе залежи нефти и газа.

В целом отмечается сложность геологического
строения района исследований. Характерным явля-
ется литолого-фациальная изменчивость отложений
даже на незначительных расстояниях и обилие раз-
рывных нарушений.

Современные разрезы расчетных профилей
неполные. Максимальной мощности осадочная
толща достигла в конце нутовского времени. Для

реконструирования нутовского (максимального)
разреза оценивалась мощность размытых впослед-
ствии отложений. При этом учитывались амплиту-
ды разломов, а также мощности соответствующих
отложений в более полной части разреза в прираз-
ломных зонах. Таким образом были построены
максимальные разрезы для всех 11-ти расчетных
профилей.

Дальнейшие палеотектонические реконст-
рукции выполнялись в автоматическом режиме.
Для всех расчетных профилей были получены раз-
резы осадочной толщи, соответствующие момен-
там (t) окончания накопления каждой свиты, вхо-
дящей в состав толщи. При этом эффект изменения
мощности слоев в процессе уплотнения рыхлых
осадков при погружении учитывался по экспонен-
циальному закону.

По полученным палеоразрезам рассчитыва-
лись скорости осадконакопления, необходимые
для расчетов палеотемператур.

Палеотемпературное моделирование
осадочной толщи

Теплофизические параметры, необходимые
для расчета температур,  принимались следующие.
Удельная теплогенерация пород осадочной тол-
щи A0 = 1,22 мкBт/м3 [3]. Теплопроводность оса-
дочных пород λ0 в пределах каждой расчетной
геотемпературной колонки оценивалась, исходя
из литологии разреза и имеющихся таблиц экспе-
риментальных данных теплопроводности пород,
формирующих осадочный комплекс Сахалина [4].
Изменение λ0 по разрезам составило 1,31÷
÷1,60 Bт/(м⋅град). Теплопроводность пород мезо-
зойского основания λ1 = 2,30 Bт/(м⋅град). Для
оценки температуропроводности привлечены
опубликованные данные [5]: a0 = 5 ⋅ 10-7 м2/с; a1 =
=7⋅10-7 м2/с.

В табл. 2 приведены результаты расчетов
значений теплового потока q1 через поверхность
подстилающего основания для 9-ти геотемпера-
турных колонок, вмещающих стволы глубоких
скважин. Среднее расчетное значение теплового
потока из фундамента для исследуемого района –
(63 ± 2) мBт/м2.

Сходимость расчетных и наблюденных темпе-
ратур на промежуточных забоях скважин составила
± 3,3 °С, а средняя величина расчетного поверхност-
ного теплового потока q (t) = 50 мBт/м2 близка к
средней величине поверхностного теплового потока
(40÷57 мBт/м2), определения которого выполнены в
глубоких выстоявшихся скважинах Северного Саха-
лина [2].

Таким образом, оценив по палеоплотностным
разрезам ν – скорость осадконакопления каждой
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свиты, определив q1 – неискаженный осадконакопле-
нием тепловой поток, зная параметры A0, λ0, λ1, a0, a1,
решением прямой задачи геотермии определяем для
каждого расчетного профиля температуры U в оса-
дочной толще в заданные моменты t (на конец фор-
мирования каждой свиты) с заданной дискретностью
по глубине z.

Нутовскому времени (конец неогена) соответ-
ствует максимальная прогретость осадочной толщи.
Наложение нутовского палеотемпературного разре-
за на современный разрез определяет положение ос-
новных зон нефте- газообразования на современном
разрезе (рис. 3).

Далее, результаты палеопрофилирования
вдоль 11-ти региональных профилей интерполирова-
ны в карты распределения максимальных палеотем-
ператур на кровле окобыкайских отложений (рис. 4),
на кровле дагинских отложений (рис. 5), на подошве
дагинских отложений (рис. 6) и на подошве уйнин-
ских отложений (рис. 7).

ПРОГНОЗ  НЕФТЕГАЗОНОСНОСТИ И
РЕКОМЕНДАЦИИ

На разрезах (рис. 3) показано распределение
максимальных палеоизотерм. Температуры более
150°С – благоприятные для образования преиму-
щественно газоконденсата в неогеновых отложе-
ниях Северного Сахалина (по данным А. И. Утки-
ной, 1973).

На большинстве расчетных профилей на зна-
чительном их протяжении верхняя зона газообразо-
вания приурочена к нутовским и окобыкайским от-
ложениям. В результате эрозионных процессов в за-
падных частях профилей 155, 196, 197 (за пределами
контура показанного района исследований) эта зона
может начинаться прямо с поверхности. В восточ-
ных частях профилей верхняя граница зоны погру-
жается в дагинские отложения.

Главная зона нефтеобразования на большин-
стве профилей начинается в дагинской свите, лишь
на профилях 121, 124, 125 – в окобыкайской свите. В
восточных частях всех профилей она погружается в
более древние отложения.

Верхняя граница нижней зоны интенсивного
газообразования и генерации газоконденсата отме-
чается на профилях 121, 124, 125 в нижней части да-
гинской толщи, погружаясь в уйнинские отложения
в восточных частях этих профилей. На остальных
профилях она выделяется в их наиболее погружен-
ных частях в уйнинских отложениях.

Верхняя граница преимущественно газокон-
денсатной зоны (150°С) отмечается лишь на профи-
лях 121, 124, 125, 207, 208 в нижних частях уйнинских
отложений в наиболее погруженных частях разрезов.

Т
аб
ли
ца

 2
 Р
ез
ул
ьт
ат
ы

 р
еш

ен
ия

 о
бр
ат
ны

х 
за
да
ч 
ге
от
ер
м
ии

 н
а 
пр
оф
ил
ях

 в
 Н
ы
ш
ск
о-
Т
ы
м
ск
ом

 п
ро
ги
бе

 С
ах
ал
ин
а.

№
 п

.п
. 

Н
аз
ва
ни
е 
ск
ва
ж
ин
ы

 

И
нт
ер
ва
л 
гл
уб
ин

 
те
мп
ер
ат
ур
ны
х 

за
ме
ро
в 
в 
ск
ва
ж
ин
е,

 
м 

Ко
ли
че
ст
во

 
оп
ре
де
ле
ни
й 

те
мп
ер
ат
ур

 в
 

ск
ва
ж
ин
е 

Д
иа
па
зо
н 

из
ме
ре
нн
ы
х 

те
мп
ер
ат
ур

 в
 

ск
аж
ин
е,

 °С
 

С
ре
дн
ек
ва
др
а-

ти
че
ск
ая

 н
ев
яз
ка

 
из
ме
ре
нн
ы
х 
и 

ра
сч
ет
ны
х 
те
м-

пе
ра
ту
р,

 °С
. 

Ра
сс
чи
та
нн
ы
й 

те
пл
ов
ой

 п
от
ок

 
че
ре
з 
по
ве
рх
но
ст
ь 

ос
но
ва
ни
я,

 м
Bт

/м
2   

Ра
сс
чи
та
нн
ы
й 

по
ве
рх
но
ст
ны
й 

те
пл
ов
ой

 п
от
ок

, 
мB
т/
м2  

Н
ом
ер

 р
ас
че
тн
о-

го
 п
ро
фи
ля

 в
 

ок
ре
сн
ос
тя
х 

ск
ва
ж
ин
ы

 

1.
 

А
на
то
ль
ев
ск
ая

 1
 

45
2–

36
00

 
6 

13
,5

–9
4,

8 
± 

4,
0 

61
,0

 
45

,6
 

22
4 

2.
 

В
ер
хн
е-
Н
ы
ш
ск
ая

 1
 

22
30

–4
34

0 
8 

65
,5

–1
11

,0
 

± 
7,

7 
59

,6
 

46
,8

 
18

6 
3.

 
Го
лу
би
чн
ая

 1
 

26
10

–3
06

0 
3 

69
,8

–8
5,

5 
± 

0,
4 

64
,2

 
49

,1
 

18
1 

4.
 

За
па
дн
о-
Та
та
мс
ка
я 

1 
15

00
–2

44
0 

3 
45

,7
–7

2,
0 

± 
3,

5 
63

,8
 

53
,1

 
15

5 
5.

 
За
па
дн
о-
Та
та
мс
ка
я 

6 
17

00
–2

42
0 

3 
49

,5
–7

2,
5 

± 
1,

1 
67

,1
 

54
,4

 
15

5 
6.

 
За
па
дн
о-
Та
та
мс
ка
я 

3 
19

10
–2

88
0 

3 
54

,3
–7

8,
2 

± 
4,

6 
61

,2
 

46
,8

 
12

4 
7.

 
За
па
дн
о-
Та
та
мс
ка
я 

7 
22

20
–2

91
0 

3 
61

,0
–8

4,
3 

± 
3,

4 
61

,5
 

49
,5

 
12

5 
8.

 
В
ер
хн
е-
Та
та
мс
ка
я 

3 
15

50
–2

30
0 

3 
45

,1
–6

5,
1 

± 
3,

3 
65

,5
 

51
,7

 
12

4 
9.

 
В
ер
хн
е-
Та
та
мс
ка
я 

1 
15

00
–2

39
0 

3 
40

,8
–6

4,
7 

± 
1,

9 
65

,0
 

50
,2

 
12

5 
С
ре
дн
ее

 
 

 
65

 
± 

3,
3 

63
,2

 
49

,7
 

 
 



19Прогноз нефтегазоносности Нышско-Тымского прогиба

Рис . 4 .  Схематическая  карта  распределения  макси -
мальных  палеотемператур  на  кровле  окобыкайских
отложений  зоны  Верхне-Татамского, Западно-Татам-
ского,  Верхне-Нышского  месторождений  и  Анатоль-
евской  структуры  в  Нышско-Тымском прогибе.
1 - палеоизотермы,  2  - разрывные нарушения ; 3  -поисковые
скважины,  номер скважины и  сокращенное название площа-
ди:  А - Анатольевская , ВН - Верхне-Нышская , Г - Голубич -
ная ,  ЗТ  - Западно-Татамская ,  ВТ  - Верхне -Татамская ;  4  -
локальные антиклинальные складки и их номера : 1 - Анато-
льевская, 2 - Верхне-Нышская , 3 - Голубичная, 4 - Западно-
Татамская ,  5  - Верхне-Татамская .

Рис . 5 .  Схематическая  карта  распределения  макси -
мальных палеотемператур на кровле дагинских отло-
жений  зоны  Верхне-Татамского,  Западно-Татамского,
Верхне-Нышского  месторождений  и  Анатольевской
структуры  в Нышско-Тымском  прогибе.
Условные обозначения те же, что на рис. 4.
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Рис .  6 .  Схематическая  карта распределения  макси -
мальных палеотемператур на подошве  дагинских от-
ложений зоны  Верхне-Татамского, Западно-Татамско-
го ,  Верхне-Нышского  месторождений  и  Анатольевс-
кой  структуры  в Нышско-Тымском прогибе.
Условные обозначения те же, что на рис. 4.

Рис . 7 .  Схематическая  карта распределения  макси -
мальных палеотемператур на подошве уйнинских от-
ложений  зоны  Верхне-Татамского,  Западно-Татамско-
го ,  Верхне-Нышского  месторождений  и  Анатольев-
ской  структуры  в Нышско-Тымском  прогибе.
Условные обозначения те же, что на рис. 4.
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Таблица 3. Сопоставление палеотемператур, определенных по отражательной способности витринита (ОСВ) и
рассчитанных моделированием, в Нышско-Тымском прогибе Сахалина.

Для контроля рассчитанных палеотемператур-
ных разрезов выполнено сопоставление расчетных
максимальных палеотемператур с результатами
определений отражательной способности витрини-
та, полученными в петрографо-минералогической
лаборатории ГП «Востокгеология» (табл. 3). Из
таблицы видно, что между расчетными (модельны-
ми) и экспериментальными (прямыми) определени-
ями палеотемператур расхождение находится в
пределах 10%.

На рис. 4–7 приведены схематические карты
распределения максимальных палеотемператур в
неогеновых и неоген-палеогеновых отложениях, по-
зволяющие прогнозировать фазовое состояние УВ в
окобыкайской, дагинской и уйнинской свитах.

В окобыкайских отложениях (рис. 4) в районе
исследований Нышско-Тымского прогиба палеотем-
пературные условия благоприятны для генерации
газа (верхняя зона газообразования). Лишь в юго-за-
падной части района (рис. 5) в низах свиты достига-
ются температуры главной зоны нефтеобразования.

В дагинских отложениях на большей части
района исследований температурные условия благо-
приятны для формирования нефти. Лишь на юго-за-
паде и северо-западе (незначительно) в низах дагин-
ской свиты возможна генерация газа нижней зоны
газообразования (рис. 6).

В неоген-палеогеновых (уйнинских) отложени-
ях на значительной части территории температур-
ные условия соответствуют нижней зоне газообразо-
вания, на юго-западе и на севере – преимущественно
генерации газоконденсата (рис. 7). Небольшой учас-
ток в юго-восточной части соответствует главной
зоне нефтеобразования.

В табл. 4 приведено сопоставление результа-
тов испытаний продуктивных интервалов скважин с
прогнозными оценками фазового состояния УВ. Из
таблицы следует, что залежи УВ, выявленные сква-
жинами в окобыкайских отложениях, соответствуют

высокотемпературным стадиям катагенеза, которые
в этих отложениях в процессе осадконакопления не
достигались. Генерация УВ, отобранных в процессе
испытаний, возможна, в основном, в нижележащих
уйнинских (материнских) отложениях, а скважина
Верхне-Татамская 4, в которой из окобыкайских от-
ложений отобраны пробы нефти, расположена не-
посредственно в зоне, благоприятной для генерации
нефти в дагинских отложениях. Все это позволяет
сделать вывод о том, что в исследуемом районе
Нышско-Тымского прогиба в формировании зале-
жей УВ значительную роль играет разломная текто-
ника. УВ, находящиеся на стадиях преобразования
ОВ, соответствующих температурным условиям в
дагинских (нефть) и в уйнинских (газ, газоконденсат)
отложениях, по разломам мигрируют вверх в окобы-
кайские отложения, где литологическая обстановка
способствует аккумуляции УВ в залежи.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Совместное рассмотрение карт распределения
локальных разуплотнений в окобыкайских отложе-
ниях (рис. 2) и прогноза фазового состояния УВ в
окобыкайских, дагинских и уйнинских отложениях
(рис. 4–7) позволяет определить комплекс факторов
нефтегазоносности: структурный (антиклинальная
складка); литологический (локальное разуплотне-
ние), палеотемпературный (фазовое состояние УВ);
структурно-тектонический (система разрывных на-
рушений). С учетом этих факторов рекомендуются
перспективные объекты для последующих поиско-
вых работ:

1) антиклинальная складка замкнутого конту-
ра, расположенная северо-западнее Анатольевской
структуры. В пределах складки в окобыкайских от-
ложениях выявлено разуплотнение – литологическая
неоднородность, наиболее благоприятная для акку-
муляции УВ. Объект обрамляется разрывными нару-
шениями, могущими служить подводящими канала-
ми для газа и газоконденсата из материнских уйнин-

Палеотемпературы, °С № 
п.п. Название скважины Интервал 

глубин, м по ОСВ Расчетные Разница 
Номер расчетного профиля в 
окреcтностях скважины 

1. Верхне-Нышская 1 3882 105 103 2 186 
2. Верхне-Нышская 1 4067–4070 125 113 12 186 
3. Голубичная 3799–3800 102–112 112 5 181 
4. Западно-Татамская 1 2147–2154 65–67 65–67 0 155 

5. Медвежинская 1 3061–3069 95 85 10 121 (за пределами контура 
показанного района исследований) 
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ских отложений, а также для нефти из материнских
дагинских отложений;

2) перспективная Верхне-Нышская антикли-
нальная складка, окобыкайские отложения которой
практически полностью представлены разуплотнен-
ной литологической неоднородностью, эпицентр ко-
торой смещен к северо-востоку от скважины 1-ВН.
Обрамляющие разрывные нарушения являются, ве-
роятно, каналами миграции газа из материнских уй-
нинских отложений и нефти из материнских дагинс-
ких отложений;

3) перспективная Голубичная антиклинальная
складка, окобыкайские отложения которой, боль-
шей частью, представлены разуплотненной литоло-
гической неоднородностью, эпицентр которой сме-
щен к северу от скважины 1-Г. Генезис и фазовое со-
стояние флюида должны быть аналогичными объек-
ту Верхне-Нышской складки;

4) Западно-Татамская антиклинальная склад-
ка, наиболее перспективная в северном блоке, где
окобыкайские отложения представлены наиболее ра-
зуплотненной литологической разностью. Тектони-
ческие нарушения могут быть подводящими канала-
ми в равной мере и газа из уйнинских отложений, и
нефти из дагинских отложений;

5) Верхне-Татамский объект, который являет-
ся, вероятно, чисто структурной (антиклинальной)
ловушкой для нефти из дагинских, нефти и газа из
уйнинских отложений.

Следует обратить внимание, что Западно-Та-
тамская и Верхне-Татамская антиклинальные склад-
ки в настоящее время достаточно детально опоиско-
ваны глубокими скважинами, давшими притоки
газа, газоконденсата и нефти. Этот факт свидетель-
ствует об адекватности прогноза для этих объектов,

выполненного по результатам математического мо-
делирования в геофизических полях.
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№ 
п.п. Название скважины 

Интервал 
испытаний, 

м 

Результаты 
испытаний 
(вид УВ) 

Вскрытые от-
ложения (индекс 

свиты) 

Прогноз материнс-
ких отложений 
(индекс свиты) 

Номер расчетного 
профиля в 

окрестностях свиты 

1. Верхне-Нышская 1 1900–2150 газ ok ok, un 186 

2. Верхне-Нышская 1 2140–2151 газокон-
денсат ok un 186 

3. Верхне-Нышская 1 2163–2172 газокон-
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6. Верхне-Татамская 4 1574–1591 нефть ok dg 124 
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V.I. Isaev, V.Yu. Kosygin, V.V. Sokolova

Prediction of oil-and- gas presence for the objects of exploration works in sedimentary basins of
the Sakhalin Island from the results of geodensity and paleotemperature modeling

Methods, experimental data and results of geodensity, paleotectonic and paleotemperature modeling of the
sedimentary deposits of the Nysh–Tym’ trough of the Sakhalin Island were considered. Direct sings of a degree of
organic matter katagenesis and conditions for the formation of hyndrocarbon accumulations – vitrinite reflectance
and the results of fluid tests from deep wells - were taken as reference data. Schematic maps of distribution of in-
situ unconsolidations of the Okobykaisky deposits and distribution of maximum paleotemperatures, prediction of
HC phase state in Okobykaiskiye, Daginskye and Uininsky deposits were compiled. Local objects in the Okobykaisky
deposits are recommended for exploration works with an  account of the lithological and paleotemperature factors.
The results of the test of automated technology of geodensity modeling and paleoprofiling developed in
Dalinformgeocentre were summed up for the solution of problems of prediction in petroleum geology for four
sedimentary basins of Sakhalin. An actual task was formulated for implementation of mathematical models on
modern computer equipment and also technology of oil-and-gas presence, applying new numerical methods of
modeling of non-stationary geophysical fields for solution prediction problems within 34 sedimentary basins of the
Far East and Northeast of Russia.
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ДИСКУССИЯ

Теоретическая основа методики моделирования, применяемая авторами статьи, не вызывает возражений,
так же как и практическое моделирование плотностных разрезов. Хотя выделение зон с улучшенными коллекторс-
кими свойствами на основании модельных плотностных разуплотнений величиной менее 0,05 г/см3 вряд ли можно
рекомендовать как поисковый критерий, особенно в зонах сложной разломной тектоники, больше замечаний вызы-
вают результаты моделирования термической истории осадочного бассейна Нышско-Тымского прогиба. При па-
леотемпературном моделировании авторами были приняты или нереально высокие скорости осадконакопления
(Vs), или крайне короткие периоды накопления этих толщ. Но ни первое, ни второе, по-моему, не соответствует гео-
логическим данным, так как Vs в неогене не превышали 0,04 см/год. При таких скоростях тепловой поток qф на
кровле фундамента, имеющего меловой возраст, не превышает тепловой поток qn в верхней части осадочного чехла
при мощности последнего не более 5 км. Однако по материалам моделирования, представленных в статье (табл. 2),
величина qф достигает 63–67 мВт/м2 и превышает qn более чем на 20 %. В таком случае термограммы в скважинах
прогиба должны иметь характер вогнутых кривых. В действительности практически во всех исследованных скважи-
нах прогиба термограммы имеют вид линейных прямых, что свидетельствует, прежде всего, о стационарности тем-
пературного режима в осадочном чехле в плиоцен – плейстоценовый период. Кстати, это свидетельствует также о
близости теплофизических характеристик пород всех толщ разреза. Согласно нашим расчетам, ТП на кровле фун-
дамента в верхненутовское время почти не отличался от современного, равного поверхностному ТП за вычетом ра-
диогенной составляющей осадочного чехла, доля которого равна 4 мВт/м2. По нашим оценкам в интервале глубин
1500–3500 м (отложения окобыкаиской и дагинской свит) средний геотемпературный градиент равен 28±1°С/км, а
тепловой поток – 46±2 мВт/м2. О стабильности температурного режима в период формирования осадочного чехла
от позднедагинского до поздненутовского времени свидетельствуют данные о палеотемпературах, определенных по
отражательной способности витринита (ОСВ). Эти температуры фактически совпадают с современной осредненной
термограммой скважин Нышско-Тымовского прогиба. Рассчитанный авторами qф завышен примерно на четверть
не только согласно нашим расчетам, но и расчетам самих авторов, если детально проанализировать данные, пред-
ставленные в табл. 2 и 3. Это, в частности, объясняется завышенным значением коэффициента теплопроводности
(λф) в верхах фундамента, т. к. λф пород позднемезозойского возраста в среднем равен 1,9 Вт/(м⋅град) Следует от-
метить, что применение экспресс-методов оценки ТП для восстановления термической истории ОБ по методике
Ю.И. Галушкина и Я.Б. Смирнова (1987 г.), которая, судя по ссылке, знакома авторам, дает более достоверную
оценку изменения ТП во времени. Далее, касаясь принятой авторами оценки катагенетической зональности (со
ссылками на работы А.Э Конторовича, И.И. Нестерова и других), отметим, что она более подходяща для шкалы
преобразования 0В в осадочных толщах Западной Сибири, но для ОБ Дальнего Востока более достоверна темпера-
турная градация катагенеза углеводородов, предложенная Н.Б. Вассоевичем, Б. А. Соколовым, В.Н. Холодовым с
соавторами, согласно которой главная фаза нефтегенерации (ГФН) в аргиллито-глинистых толщах кайнозойского
возраста находится в диапазоне 90–150°С, причем в интервале 120–130°С завершается дегидратация глин. При этом
адсорбированная и межслоевая вода покидает глинистые минералы, что, по мнению Б.А Соколова, способствует
реализации ГФН. Следовательно, в прогибе нефтематеринской толщей являются также уйнинские отложения, по
крайней мере их верхняя часть. Регрессивная стадия существования УВ в материнских толщах Северо-Сахалинских
нефтегазовых месторождений наступает при достижении градации литогенеза МК4 при температурах > 200°С, что
соответствует Rо> 1,2%. Аналогичная обстановка характерна и для УВ в осадках Нышско-Тымского прогиба. По-
этому верхняя граница нижней зоны оптимального газообразования и генерации газоконденсатов находится не-
сколько глубже отметки, обозначенной в статье, и в целом зона интенсивного образования газоконденсата мощнее,
чем следует из представленных расчетов. Результаты испытаний в скважинах, по нашему мнению, подтверждают
это заключение.

О.В. Веселов


