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Лабораторная работа №1 

 

ФИЗИКО-ХИМИЧЕСКИЕ СВОЙСТВА НЕФТИ.  

ПРИМЕНЕНИЕ ТРИГОНОГРАММ 

 

Нефть представляет собой маслянистую жидкость, обычно темно-

коричневого или черного цвета с резким специфическим запахом, легче воды. Нефть 

жидкий, единственный не водный раствор на земле.  

 

Элементарный (элементный) состав нефти характеризуется наличием пяти 

обязательных химических элементов – углерод, водород, сера, азот и кислород. 

Содержание углерода (С)– 82-87%. 

Содержание водорода (Н) – 11-14%. 

Содержание кислорода (О), серы (S) и азота (N) в сумме составляет 1-3%. 

Кроме этих обязательных элементов в нефти могут присутствовать в незначи-

тельном количестве металлы (ванадий, никель, свинец, медь, железо и др.). Содер-

жание металлов в нефти менее 1%. 

 

По групповому составу в нефти выделяются следующие группы углеводоро-

дов (УВ): 

1) УВ метанового (парафинового) ряда с формулой СnH2n+2 (предельные УВ). 

Эту группу составляют алканы, парафины. 

2) УВ нафтенового ряда с формулой CnH2n (непредельные УВ), называемые 

цикланами, циклопарафинами. 

3) Ароматические (или бензольные) УВ циклического строения с формулой 

СnH2n-6, называемые аренами. 

4) Кислородные, сернистые и азотистые соединения, называемые гетеро-

элементами. Эти соединения входят в состав смолисто-асфальтеновой части нефти. 

 

Фракционный состав нефти – выделение фракций по температуре выкипа-

ния (таблица 1). 

Таблица 1 – Фракционный состав нефти 

Температура 

выкипания 
Название фракции 

До 60°С Петролейный эфир 

Светлые фракции 60-200°С Бензин 

200-300°С Керосин 

300-400°С Газойль 
Темные фракции 

или мазут 
400-500°С Смазочные масла 

>500°C Гудрон (неперегоняемый остаток) 
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Светлые фракции получают на первой стадии фракционирования (перегонки) 

при атмосферном давлении; темные фракции получают в условиях вакуума, т.е. без 

доступа воздуха. 

 

Компонентный состав нефти – выделение групп компонентов, отличаю-

щихся друг от друга по агрегатному состоянию, в процессе хроматографического 

разделения. Хроматография – один из способов разделения смесей. 

Существует четыре компонента нефти: 

1. Газ + бензин. 

2. Углеводородные масла (в т.ч. твердые парафины). 

3. Смолы. 

4. Асфальтены. 

Масла являются важнейшим и обязательным компонентом нефти и составляют 

в среднем 25-75% еѐ массы. Из масел вымораживают твердые углеводороды (УВ) – 

парафины. Содержание парафинов в нефти колеблется в среднем от 0% до 20%. 

Смолы являются вторым после масел непременным компонентом нефти. Они 

могут иметь различную окраску (от светлой до темной). По консистенции это либо 

густые вязкие, либо твердые аморфные вещества. Содержание смол в разной нефти 

может существенно колебаться – от 1% до 30%, но полного отсутствия смолистых 

веществ в нефти не бывает. 

Асфальтены в отличие от смол могут отсутствовать в легких нефтях. Нефть, 

не содержащая асфальтенов, называется мальтеновой. Асфальтены – твердые 

аморфные вещества темно-коричневого или черного цвета. Содержание асфальте-

нов в различных нефтях колеблется от 0% до 20%. 

Смолисто-асфальтеновые компоненты содержат в своем составе гетероэле-

менты – серу (S), азот (N) и кислород (O); в них также сосредоточена основная часть 

металлов, содержащихся в нефти. 

 

Физические свойства нефти 

 

Плотность – это масса вещества в единице объема, измеряется в г/см
3
, либо в 

кг/м
3
. 

На практике пользуются относительной плотностью, которая представляет со-

бой отношение плотности нефти при 20°С к плотности дистиллированной воды того 

же объема при 4°С. Относительная плотность нефти может колебаться в интервале 

0,76-1,0 г/ см
3
, но чаще в пределах 0,8-0,9 г/см

3
. Нефть по величине плотности под-

разделяется на группы: от очень легкой до очень тяжелой (см. классификацию 

нефти по физическим свойствам, стр.7). 

Плотность нефти зависит от плотности соединений ее образующих и от вели-

чины их концентраций. Например: 

– в легкой нефти преобладают легкокипящие фракции (бензин и керосин), а 

в тяжелых – мазут; 

– нефть с преобладанием метановых УВ легче нефти, обогащенной аромати-

ческими УВ; 

– чем больше в нефти содержится смолисто-асфальтеновых веществ (САВ), 

тем она тяжелее; 
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– в пластовых условиях плотность нефти меньше, чем на земной поверхно-

сти, т.к. нефть в пластовых условиях содержит растворенные газы. 

Вязкость нефти – способность оказывать сопротивление перемещению ча-

стиц под влиянием действующих на них сил. Единицей измерения динамической 

вязкости является пуаз (Па × сек) или сантипуаз (1сп = 0,001 Па × сек). За единицу 

кинематической вязкости принят 1 стокс (Ст) – это кинематическая вязкость жидко-

сти с абсолютной вязкостью в 1 Па × сек и плотностью 1кг/м
3
. 

Вязкость зависит от состава нефти и условий еѐ нахождения: 

– чем больше ароматических и нафтеновых УВ, тем больше молекулярный 

вес и больше вязкость нефти;  

– чем больше гетероэлементов (сера, азот, кислород) в нефти, тем она более 

густая и вязкая; 

– легкие нефти с небольшим содержанием парафина, как правило, маловяз-

кие, что облегчает их извлечение на поверхность; 

– вязкость нефти в пластовых условиях меньше вязкости нефти в поверх-

ностных условиях, что связано с присутствием растворенного газа; 

– вязкость зависит от температуры – чем выше температура, тем меньше 

вязкость. 

Величина, обратная вязкости, называется текучесть. 

Температура застывания нефти (или потеря еѐ подвижности) – важная прак-

тическая характеристика нефти. Она зависит от содержания в нефти парафина и 

смолисто-асфальтовых веществ (САВ). Чем больше твердых парафинов содержится 

в нефти, тем выше температура еѐ застывания. САВ оказывают противоположные 

действия – чем их больше, тем ниже температура застывания. Значения температур 

застывания нефти в среднем колеблются от плюс 16°С до минус 20°С. Температура 

застывания (определяется в лабораторных условиях) – это температура, при которой 

охлаждаемая в пробирке нефть не изменяет своего уровня в течение одной минуты 

при наклоне пробирки на 45°. 

Люминесценция нефти – способность светиться (холодным) свечением под 

действием разных причин, в том числе, под действием дневного света. При облуче-

нии ультрафиолетовыми лучами нефть люминесцируют по-разному в зависимости 

от еѐ состава: легкая нефть имеет голубой и синий цвета, а тяжелая – желтый и жел-

то-бурый. 

Оптическая активность нефти – способность вращать плоскость поляриза-

ции светового луча и почти всегда вправо. Угол вращения от 0,1° до нескольких 

градусов. 

Электрические свойства нефти – нефть и нефтепродукты не проводят элек-

трический ток, т.е. они являются диэлектриками, поэтому используются в про-

мышленности для изготовления различных изоляторов. 

Тепловое расширение нефти – способность увеличиваться в объеме при 

нагревании. 
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Теплота сгорания или теплотворная способность (ккал, кДж) для нефти – это 

количество теплоты, выделяемой 1кг при сгорании до конца (до СО2+Н2О), и со-

ставляет 10500-10900 ккал. 

Растворимость. Нефть почти не растворяется в воде и хорошо растворяется в 

органических растворителях, в жирных попутных газах, в углекислом газе (СО2). 

Существуют различные классификации нефти, например: 

– по физико-химическим свойствам; 

– технологическая; 

– химическая; 

– геологическая. 

 

Классификация нефти по физико-химическим свойствам включает в себя 

шесть параметров: 

1) По плотности (г/см
3
): 

менее 0,8 – очень легкая нефть 

0,8 - 0,84 – легкая нефть 

0,84 - 0,88 – средняя нефть 

0,88 - 0,92 – тяжелая нефть 

более 0,92 – очень тяжелая нефть 

2) По вязкости (сСт; кин.): 

<5 – маловязкая нефть 

5-30 – средневязкая нефть 

>30 – высоковязкая нефть 

3) По содержанию смол (%): 

<5 – малосмолистые 

5-15 – среднесмолистые 

>15 – высокосмолистые 

4) По содержанию асфальтенов (%): 

<1 – малоасфальтенистые 

1-5 – среднеасфельтенистые 

>5 – высокоасфальтенистые 

5) По содержанию парафинов (%): 

<1,5 – малопарафинистые 

1,5 - 6 – среднепарафиновые 

>6 – высокопарафиновые 

6) По содержанию серы (%): 

<0,5 – малосернистые 

0,5-2 – сернистые 

 >2 – высокосернистые 

Например, в соответствии с этой классификацией нефть с плотностью 0,83 

г/см
3
, вязкостью 6 сСт, при содержании смол 2%, асфальтенов 2%, парафинов 1%, 

серы 1% имеет такую характеристику: нефть легкая, средневязкая, малосмолистая, 

среднеасфальтенистая, малопарафинистая, сернистая. 
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Технологичекская классификация основана на общих показателях состава 

нефти, которые определяют способы еѐ переработки. Согласно ГОСТу 912-66 нефти 

группируются по серности, парафинистости, вязкости, по выходу фракций и масел: 

Классы по содержанию серы (в %): 

I Малосернистые – менее 0,5 

II Среднесернистые – 0,5-2,0 

III Высокосернистые – более 2,0 

Типы по выходу светлых фракций, перегоняющихся до 350°С, (в %): 

Т1 – более 45% 

Т2 – 30 - 44,9% 

Т3 – менее 30% 

Группы по содержанию масел (в %): 

М1 – более 25% в расчете на нефть; 

М2 – 15-25% в расчете на нефть и не менее 45% в расчете на мазут; 

М3 – 15-25% в расчете на нефть и 30-45% в расчете на мазут; 

М4 – менее 15% в расчете на нефть. 

Подгруппы по качеству масел, оцениваемому индексом вязкости (Иn – 

условный показатель, представляющий собой сравнительную характеристику испы-

туемого масла и эталонных масел): 

И1 – индекс вязкости выше 85; 

И2 – индекс вязкости 40-85. 

Виды по содержанию парафина (в %): 

П1 - малопарафиновые, менее 1,5; 

П2 – парафиновые 1,5-6,0; 

П3 – высокопарафиновые, более 6,0. 

Таким образом, с помощью букв и цифр определяется индекс нефти – сочета-

ние класса, типа, группы, подгруппы, вида: 

Например, IT2M2И2П3 означает, что нефть малосернистая, содержит от 30 до 

45% светлых фракций, от 15 до 25 % масел, индекс вязкости от 40-85 и более 6,0 % 

твердых парафинов. 

 

Применение тригонограмм 

 

Тригонограмма – это один из способов графического изображения аналитиче-

ских данных. В основном они используются для отображения состава трехкомпо-

нентных систем и широко применяются в различных отраслях геологии, органиче-

ской химии и т.д. 

Кратко принципы построения тригонограмм заключаются в следующем. 

График имеет форму равностороннего треугольника. Каждая его сторона 

представляет собой шкалу концентраций одного компонента от 0 до 100%. Положе-

ние любой точки на графике задано тремя координатами, сумма которых постоянна 

и равна 100%. 

A, B, C – это условные наименования компонентов, фракций, элементов или 

чего-то другого в составе анализируемых объектов. 
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Для применения на практике тригонограмм нужно представлять себе и 

научиться отличать линии одинаковых концентраций каждого компонента смеси, 

т.е. видеть линии одинаковых концентраций одного компонента так, как показано на 

рисунке 1. 

 

Рисунок 1- Линии одинаковых концентраций для координат А,В и С 

В точке вершины А содержание компонента А равно 100%, а вдоль противо-

лежащей стороны (СВ) треугольника расположены точки с нулевым его содержани-

ем. Все линии равных концентраций компонента А (10%, 20%, 30% и т.д.) будут па-

раллельны линии нулевой концентрации или линии нулевых координат СВ. 

Аналогично проведены координатные линии второго и третьего компонентов. 

Общий вид тригонограммы показан на рисунке 2. 

 

Рисунок 2 - Общий вид тригонограммы. 

ВА – шкала компонента А; ––линия одинаковых значений А; СВ – шкала компонен-

тов В; - - линия одинаковых значений В; АС – шкала компонентов С; ···· линия оди-

наковых значений С; %А+%В+%С=100%. 

Для примера показано нахождение точки с координатами А=50%, В=20%, 

С=30% (рисунок 3). 
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Рисунок 3 – Пример нахождения пробы на тригонограмме (А=50%, В =20%, С=30%) 

В практике геохимических исследований приходится иметь дело не только с 

единичными определениями, но и с группами анализов. Они изображаются на диа-

грамме в форме поля, ограниченного координатными линиями так, что все анализы 

этой группы попадают в данное поле. 

 

 

 



 

 

1
1

 

Таблица № 2 – вариант № 1 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера (S) 

общ. % 
г/см

3
 сСт <200°C <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,843 14,43 И2 54° 20 41 20,5 71 7,5 1 9,55 0,17 

0,836 16,12 И1 65° 18 40 22,4 67,6 8,2 1,8 4,09 0,45 

0,735 1,08 И2 35° 35,6 46 70,1 29,9 0 0 1 0,04 

 

Таблица № 3 – вариант № 2 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера (S) 

общ. % 
г/см

3
 сСт <200°С <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,763 1,45 И1 62° 59 84 58,0 35,35 4,0 2,65 4,1 0,68 

0,843 14,43 И2 54° 20 41 20,66 70,69 7,36 1,29 9,55 0,17 

0,717 1,02 И2 33° 30 55 32,55 61,87 5,58 0 3,9 0,12 
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Таблица № 4 – вариант № 3 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера (S) 

общ. % 
г/см

3
 сСт <200°С <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,91 28,0 И1 99 14,8 31 11,3 70,3 11 7,4 0,5 2,02 

0,74 1,8 И2 35 60 96 34,5 61 4,2 0,3 4,5 0,09 

0,85 35 И2 75 23 48 22 59 14,5 4,5 8,4 1,6 

 

Таблица № 5 – вариант № 4 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера (S) 

общ. % 
г/см

3
 сСт <200°С <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,819 15,59 И2 73° 23 50 23,3 74,8 1,6 0,3 9,55 0,17 

0,737 1,19 И1 40° 63,8 83,3 68,5 30,6 0,9 0 0,72 0,06 

0,835 9,004 И2 70° 28,2 50,2 28,2 65,95 4,85 1,0 5,84 0,47 
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Таблица № 6 – вариант № 5 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера (S) 

общ. % 
г/см

3
 сСт <200°С <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,879 42,26 И1 63° 20 36 20 63 12,1 4,9 0 0,93 

0,962 26,0 И1 156° 5 24 5 66 19,3 9,7 0 1,82 

0,72 1,02 И2 33° 30 55 32,6 61,4 6 0 3,9 0,12 

 

Таблица № 7 – вариант № 6 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера (S) 

общ. % 
г/см

3
 сСт <200°С <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,899 70 И1 78° 19,5 37 19 57 6 18 5,6 0,47 

0,9 16,7 И1 96° 14,5 34 16 66 7,8 10,2 1,84 1,75 

0,753 1,7 И2 45° 68 90 38 56 5 1,0 4,0 0,07 
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Таблица № 8 – вариант № 7 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера (S) 

общ. % 
г/см

3
 сСт <200°С <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,851 13,52 И1 50° 27 46 25 58 10 7 5,3 0,68 

0,843 14,43 И2 54° 20 41 21 71 7,0 1 9,55 0,17 

0,717 1,02 И2 33° 30 55 33 61 6,0 0 3,9 0,12 

 

Таблица № 9 – вариант № 8 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера (S) 

общ. % 
г/см

3
 сСт <200°С <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,97 32 И1 145° 7 18 4,9 82,53 10,02 2,55 1,4 2,9 

0,871 41,13 И2 137° 12 47 23,07 61,66 10,37 4,9 5,2 0,55 

0,804 4,7 И1 63° 47 70 25,27 74,06 0,67 0 6,2 0,1 
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Таблица № 10 – вариант № 9 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера 

(S) 

общ. % г/см
3
 сСт <200°С <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,74 3,8 И2 40° 80 100 66 34 0 0 1,0 0,05 

0,97 32 И1 140° 7 18 6,6 65,4 18 10 0 2,1 

0,87 40,6 И1 75° 12 43 20,6 72 5,0 2,4 4,8 1,0 

 

Таблица № 11 – вариант № 10 

Плот- 

ность 

Вяз-

кость 

Индекс 

вязкости 

Тнк 

°С 

Фракционнный 

состав % 
Компонентный состав % 

Сера 

(S) 

общ. % г/см
3
 сСт <200°С <300°С Газ+бензин 

Масла 

(в рас-

чете на 

нефть) 

Смолы 
Асфаль- 

тены 
Парафин 

0,724 1,5 И2 32° 62 76 34,5 60,5 4,0 1,0 4,0 0,14 

0,888 38 И1 81° 16 37 9 72 15,4 3,6 1,2 1,2 

0,841 10,0 И2 58° 22 44 21,6 69 8,3 1,1 10,07 0,7 
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Указания к выполнению лабораторной работы 

 

Исходные данные: варианты 1-10 (таблицы 2-11). 

 

Задание: 

1. Охарактеризовать три пробы нефти по двум классификациям (классифика-

ция по физико-химическим свойствам и технологическая классификация). 

2. Нанести на тригонограммы фракционный и компонентный составы этих 

трех проб нефти. 

 

Порядок выполнения задания: 

 

1. Поместить исходные данные в работу. 

2. Охарактеризовать пробы нефти по двум классификациям. 

3. Нарисовать тригонограмму со сторонами 10 см для нанесения фракцион-

ного состава проб.  

Проградуировать каждую сторону (шкалу) с шагом 10%.  

Дать пояснения, что принимается за координаты.  

Выписать координаты для каждой пробы.  

Нанести все три пробы на тригонограмму, сохраняя вспомогательные линии.  

Обозначить пробы на тригонограмме их номером (1, 2 или 3). 

4. Нарисовать вторую тригонограмму такого же размера для нанесения ком-

понентного состава этих проб.  

Проградуировать каждую сторону (шкалу) с шагом 10%. 

Дать пояснения, что принимается за координаты.  

Выписать координаты для каждой пробы.  

Нанести все три пробы на тригонограмму, сохраняя вспомогательные линии.  

Обозначить пробы на тригонограмме их номером (1, 2 или 3). 
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Лабораторная работа № 2 

 

ИЗУЧЕНИЕ ГЕОХРОНОЛОГИЧЕСКОЙ (СТРАТИГРАФИЧЕСКОЙ) ШКАЛЫ И 

ПОСТРОЕНИЕ ГЕОЛОГИЧЕСКОГО ПРОФИЛЯ (РАЗРЕЗА) 

 

Любая историческая наука, в том числе геология, основана на периодизации 

тех или иных явлений, на рассмотрении их в хронологической последовательности. 

Создание единой системы периодизации истории Земли является необходимой ба-

зой всякого геологического исследования. 

Геохронологическая таблица составлена на основе изучения органического 

мира, его эволюции, на основе определения абсолютного возраста горных пород 

(таблица 12). 

В геологии принято относительное исчисление времени, согласно которому 

всѐ время формирования земной коры делится на эоны, эоны – на эры, эры – на пе-

риоды, периоды – на эпохи, эпохи – на века (геохронологическое подразделение). 

Комплекс горных пород, образованных в течение эры, называется группой, в 

течение периода – системой, эпохи – отделом, века – ярусом (стратиграфическое 

подразделение). 

Для обозначения систем на геологических картах, профилях и другой геологи-

ческой графике принят специальный индекс и цвет, для обозначения отделов и яру-

сов применяются оттенки цветов. При этом для более древних подразделений в 

каждой системе, характеризующийся своим цветом, используют более темные тона. 

Например, нижний отдел Девонской системы закрашивают темно-коричневым, 

средний отдел – коричневым, верхний отдел – светло-коричневым. 

Относительный возраст подразделений показывают также буквенно-

цифровыми условными знаками (индексами), при этом индексация проводится в со-

ответствии с единой стратиграфической шкалой. 

Индекс отдела формируется из буквенного индекса системы, (прописные бук-

вы латинского алфавита) с присоединением справа внизу цифр 1, 2, 3 соответствен-

но для нижнего, среднего и верхнего отдела и цифр 1 и 2 для нижнего и верхнего 

отделов при двухчленном делении системы. Примеры: J2 – средний отдел юрской 

системы, К2 – верхний отдел меловой системы. 

Геохронологическая таблица является необходимой основой для изучения 

всех геологических вопросов. 

Геологические профильные разрезы составляются на всех этапах геолого-

поисковых и разведочных работ и строятся как по данным геологической съемки, 

так и по данным бурения скважины.  

Целью работы является овладение навыками и методикой построения геоло-

гических профильных разрезов по данным бурения. 

Геологическим профилем называется графическое изображение строения 

участка земной коры в вертикальной плоскости сечения. Геологические профильные 

разрезы отражают геологическое строение выбранного участка земной коры, пока-

зывают особенности условий залегания горных пород и выявленных скоплений 

нефти и газа, характер изменения горных пород в разрезе месторождения, положе-

ние газо-водонефтяных контактов.  
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Таблица 12 – Геохронологическая (стратиграфическая) таблица 

Эон 

Эра 

(Группа) 

 

Период 

(Система) 

Эпоха (от-

дел) 

Ин- 

декс 

 

Цвет 

Продолжи-

тельность 

(млн. лет) 

 

ФФ
аа н
н
ее р
р о

о з
з оо

йй
  

К
ай

н
о

зо
й

ск
ая

 

(K
z)

 

Четвертичный  Q желтовато - серый 0,7 

Неогеновый 
Плиоцен N2 

желтый 25 
Миоцен N1 

Палеогеновый 

Олигоцен P
3 

оранжево-желтый 41 Эоцен P
2 

Палеоцен P
1 

М
ез

о
зо

й
ск

ая
 (

M
z)

 

Меловой 
Поздняя К2 зелѐный 70 
Ранняя K1 

Юрский 

 

Поздняя J3 

синий 55-58 Средняя J2 

Ранняя J1 

Триасовый 

 

Поздняя Т3 

фиолетовый 40-45 Средняя Т2 

Ранняя Т1 

П
ал

ео
зо

й
ск

ая
 (

P
z)

 

Пермский 

 

Поздняя Р2 оранжево-

коричневый 
45 

Ранняя Р1 

Каменноуголь-

ный 

 

Поздняя С3 

серый 65-70 Средняя С2 

Ранняя С1 

Девонский 

 

Поздняя D3 

коричневый 55-60 Средняя D2 

Ранняя D1 

Силурийский 

 

Поздняя S2 серо-зелѐный 

(светлый) 
35 

Ранняя S1 

Ордовикский 

 

Поздняя О3 

оливковый 60-70 Средняя О2 

Ранняя О1 

Кембрийский 

 

Поздняя 3 
сине-зелѐный 

(темный) 
70-80 Средняя 2 

Ранняя 1 

ДД
оо

кк
ее м
м

бб
рр

ии
йй

  ((
КК

рр
ии

пп
тт о
о з
з оо

йй
))   

П
р
о
те

р
о
зо

й
  

P
t(

P
r)

 

 Вендский V розовый 2100 

 Рифейская R   

А
р

х
ей

  

A
(A

r)
 

    1800 
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В совокупности со структурными картами геологические профильные разрезы 

дают представление о характере строения территории не только по линии разреза, 

но и по площади. 

Геологические профильные разрезы по данным бурения строятся тогда, когда 

в пределах исследуемой территории пробурено достаточное количество скважин для 

выполнения этой работы.  

В зависимости от целей и задач выбирают направление и масштабы построе-

ния. 

 

Указания к выполнению работы: 

 

Исходные данные: таблицы 13-17. 

1) Работа выполняется на миллиметровой бумаге формата А-4 с использова-

нием простого и цветных карандашей. Подписи выполняются ручкой. 

2) Масштаб горизонтальный и вертикальный 1 : 10 000. 

3) Расстояние между скважинами принимается 500 м. 

4) Возраст горных пород на разрезе показывается цветом и индексом в соот-

ветствии с геохронологической шкалой. 

 

Задание: Построить геологический профиль по скважинам. Оформление про-

филя показано на рисунке 4. 

 

Порядок выполнения задания: 

 

1) Проводится горизонтальная линия, соответствующая нулевому значению 

или уровню моря. Слева и справа от нее вычерчивается вертикальная шкала абсо-

лютных глубин (вертикальный масштаб). 

2) Вертикальными линиями изображаются стволы скважин, расположенных в 

определенной последовательности с юга на север или с запада на восток (это указа-

но в вариантах задания). 

3) Вверх от базисной (нулевой) линии откладывается в масштабе альтитуды 

устьев скважин. Полученные точки соединяются плавной кривой, показывающей 

рельеф местности в выбранном сечении, знаками по линии земной поверхности по-

казываются буровые скважины. От поверхности по вертикали откладываются огра-

ничительным горизонтальным штрихом их забой. 

4) От уровня земной поверхности в масштабе откладывается глубина залега-

ния кровли или подошвы (в зависимости от исходных данных) каждого стратигра-

фического подразделения в каждой скважине. Полученные точки соединяют плав-

ной кривой. 

5) Проставить на профиле стратиграфическую индексацию и покрасить его в 

соответствии с геохронологической шкалой.  



 

20 

Масштабы: горизонтальный 1 : 10 000, вертикальный 1 : 10 000 

 

Рисунок 4 – Геологический разрез по линии скважин 3-1 

 

Таблица 13 – варианты 1-3 

№ скв. 
Альтитуда 

скважин, м 

Глубина залегания подошвы отложений, м Забой 

скв. (J), м N 2 1 K2 K1 

1 207 240 612 975 1220 1475 1500 

2 105 105 363 661 895 1146 1300 

3 103 135 405 742 1128 1376 1500 

4 97 100 430 810 1001 1150 1400 

5 132 130 437 832 1068 1347 1400 

6 204 237 506 846 1232 1472 1500 

7 103 138 504 872 1118 1372 1400 

Вариант 1. Скважины расположены в направлении с запада на восток в сле-

дующей последовательности: скв.1, скв.4, скв.2, скв.5, скв.3. 

Вариант 2. Скважины расположены в направлении с ЮЗ на СВ в следующей 

последовательности: скв.5, скв.1, скв.2, скв.3, скв.4. 

Вариант 3. Скважины расположены в направлении с юга на север в следую-

щей последовательности: скв.4, скв.6, скв.2, скв.7, скв.5. 
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Таблица 14 – варианты 4-6 

№ скв. 
Альтитуда 

скважин, м 

Глубина залегания подошвы отложений, м Забой скв. 

(Т), м K2 K1 J3 J2 J1 

1 205 140 515 873 1123 1373 1460 

2 160 65 265 560 793 1043 1220 

3 105 35 306 638 1028 1278 1500 

4 106 70 332 710 903 1053 1300 

5 132 65 340 735 970 1250 1360 

6 96 - 212 539 876 1115 1230 

7 168 76 377 709 951 1203 1345 

8 128 42 268 597 842 1108 1270 

9 103 51 252 613 834 1025 1250 

Вариант 4. Скважины расположены в направлении с юга на север в следую-

щей последовательности: скв.4, скв.9, скв.2, скв.8, скв.5. 

Вариант 5. Скважины расположены в направлении с запада на восток в сле-

дующей последовательности: скв.3, скв.6, скв.2, скв.7, скв.1. 

Вариант 6. Скважины расположены в направлении с ЮЗ на СВ в следующей 

последовательности: скв.1, скв.4, скв.2, скв.3, скв.5. 

Таблица 15 – варианты 7-9 

№ скв. 
Альтитуда 

скважин, м 

Глубина залегания подошвы отложений, м Забой скв. 

(Р), м J3 J2 J1 Т2 Т1 

1 195 93 625 1280 1365 1530 1600 

2 250 75 505 980 1085 1235 1300 

3 202 10 343 703 805 950 1000 

4 225 30 423 682 787 940 980 

5 178 38 476 671 776 925 980 

6 210 25 415 865 970 1120 1660 

7 175 40 564 1070 1173 1375 1600 

8 180 451 715 815 1015 1500 1500 

9 215 107 641 821 926 1075 1100 

Вариант 7. Скважины расположены в направлении с ЮЗ на СВ в следующей 

последовательности: скв.1, скв.2, скв.3, скв.4, скв.5. 

Вариант 8. Скважины расположены в направлении с юга на север в следую-

щей последовательности: скв.9, скв.8, скв.3, скв.6, скв.7. 

Вариант 9. Скважины расположены в направлении с запада на восток в сле-

дующей последовательности: скв.7, скв.8, скв.3, скв.6, скв.9. 
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Таблица 16 – варианты 10-12 

№ скв. 
Альтитуда 

скважин, м 

Глубина залегания подошвы отложений, м Забой 

скв.(Т),м N + Q  K2 K1 J 

1 275 79 570 772 1070 1270 1415 

2 306 86 423 504 665 1052 1170 

3 370 120 360 556 820 1366 1395 

4 308 16 166 210 356 1160 1210 

5 256 - 10 153 540 1555 1645 

6 304 128 437 728 934 1472 1580 

7 243 137 512 838 1080 1464 1570 

8 415 78 314 496 794 1302 1450 

9 268 132 268 423 704 1227 1300 

Вариант 10. Скважины расположены в направлении с запада на восток в сле-

дующей последовательности: скв.1, скв.2, скв.3, скв.4, скв.5. 

Вариант 11. Скважины расположены в направлении с ЮЗ на СВ в следующей 

последовательности: скв.7, скв.6, скв.3, скв.8, скв.9. 

Вариант 12. Скважины расположены в направлении с юга на север в следую-

щей последовательности: скв.3, скв.8, скв.9, скв.6, скв.7. 

Таблица 17 – варианты 13-15 

№ скв. 
Альтитуда 

скважин, м 

Глубина залегания подошвы отложений, м Забой 

скв.(Р),м N  K J T 

1 95 195 725 1382 1485 1683 1700 

2 150 178 610 1079 1229 1426 1500 

3 102 90 447 805 1005 1203 1400 

4 125 125 525 785 935 1138 1200 

5 78 138 578 773 880 1082 1200 

6 110 120 515 963 1113 1318 1400 

7 80 140 665 1170 1275 1476 1500 

8 85 115 555 815 965 1168 1500 

9 118 208 743 923 1025 1226 1400 

Вариант 13. Скважины расположены в направлении с ЮЗ на СВ в следующей 

последовательности: скв.9, скв.8, скв.3, скв.6, скв.7. 

Вариант 14. Скважины расположены в направлении с юга на север в следую-

щей последовательности: скв.5, скв.4, скв.3, скв.2, скв.1. 

Вариант 15. Скважины расположены в направлении с юга на север в следую-

щей последовательности: скв.7, скв.8, скв.3, скв.6, скв.9. 
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Лабораторная работа № 3 

 

МАКРОСКОПИЧЕСКОЕ ОПИСАНИЕ ОСАДОЧНЫХ ГОРНЫХ ПОРОД. 

ПОРОДЫ-КОЛЛЕКТОРЫ И ПОРОДЫ-ФЛЮИДОУПОРЫ 

 

Осадочные горные породы образуются в результате разрушения горных пород 

на поверхности Земли и последующего накопления и преобразования продуктов 

этого разрушения. В нефтегазовой геологии осадочные породы изучаются как ос-

новные объекты, с которыми генетически связаны нефть и газ. Все осадочные гор-

ные породы подразделяются на обломочные, глинистые, хемогенные, органогенные 

и смешанные. 

Обломочные горные породы образуются за счет продуктов механического 

разрушения ранее существовавших пород и наиболее распространены среди оса-

дочных образований. По величине слагающих обломков различаются грубообло-

мочные, песчаные, алевритовые и пелитовые обломочные породы При классифика-

ции обломочных пород учитываются не только размер обломков, но и их форма 

(окатанные или остроугольные), а также наличие или отсутствие цементирующего 

материала (таблица 18). Грубые обломки накапливаются вблизи разрушающихся 

горных пород. По мере удаления встречаются среднеобломочные (песчаные), мел-

кообломочные (алевритовые) и тонкообломочные (пелитовые) породы.  

Таблица 18 – Классификация обломочных пород 

Группы  

обломочных 

пород 

Наибольшие 

поперечные 

размеры  

обломков, мм 

Рыхлые породы 
Сцементированные 

породы 

сложенные обломками 

остроугольными 

и угловатыми 

окатан-

ными 

остроугольными 

и угловатыми 
окатанными 

Грубообломоч-

ные 

> 100 Глыбы Валуны 

Брекчии 

Конгломера-

ты 100 - 10 Щебень Галечник 

10-1 Дресва Гравий Гравелиты 

Песчаные 1 - 0.1 Пески Песчаники 
Алевритовыее 0,1 - 0,01 Алевриты Алевролиты 

Пелитовые < 0,01 Глины Аргиллиты 

Пористость в обломочных породах обычно межгранулярная (межзерновая). 

Цемент, присутствующий в большинстве обломочных пород, обуславливает 

крепость, плотность и другие свойства породы.  

Состав цемента может быть однородным (мономинеральным) или неоднород-

ным (полиминеральным). 

По составу цементы бывают: 

– известковый цемент узнается по вскипанию с НСl; 

– доломитовый – слабая реакция с НСl; 

– глинистый – по размокаемости в воде; 

– железистый – по бурому цвету или металлическому блеску; 

– гипсовый – по блеску на плоскостях спайности. 
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Типы цемента (нахождение цементирующего материала по отношению к об-

ломкам): 

– базальный – зерна не соприкасаются друг с другом, как бы «плавают» в 

цементе; 

– заполнения пор – зерна соприкасаются друг с другом, цемент заполняет 

поры между ними; 

– пленочный – цемент «одевает» зерна пленкой; 

– соприкосновения или контактовый – цемент присутствует в местах со-

прикосновения зерен. 

Песчаники представляют собой сцементированные пески. По минеральному 

составу они могут быть 

– кварцевыми (зерна кварца составляют не менее 95% массы породы),  

– аркозовыми (преобладают зерна кварца и полевых шпатов) 

– полимиктовыми (зерна различных минералов).  

Цвет песчаников чаще всего желтоватый, серый.  

В зависимости от размеров зерен песчаники подразделяются на  

– крупнозернистые (1-0,5 мм),  

– среднезернистые (0,5-0,25 мм)  

– мелкозернистые (0,25-0,1мм).  

Песчаный материал, из которого образуются пески и песчаники, может накап-

ливаться в морских и озерных водоемах, в руслах рек и т.д. 

Алевролиты по минеральному составу чаще всего полимиктовые. Цвет се-

рый. Алевритовый обломочный материал, из которого образуются алевролиты, чаще 

всего, накапливается на дне озерных и морских бассейнов, в зоне слабоподвижных 

вод между областями накопления песчаных и глинистых толщ. По размеру зерен 

алевролиты подразделяются на  

– крупнозернистые (0,1-0,05мм),  

– среднезернистые (0,05-0,025),  

– мелкозернистые (0,025-0,01 мм). 

 

Глинистые породы по происхождению занимают промежуточное положение 

между чисто химическими и обломочными породами. Они на 50% состоят из частиц 

размером < 0,01 мм, причем, свыше 30% из них обычно составляют частицы разме-

ром < 0,001 мм. Цвет глин серый, пепельный, коричневый, черный. В их составе 

кроме обломочного материала (мельчайших зерен кварца, полевых шпатов, слюд и 

др.), образовавшегося в результате физического разрушения горных пород, в боль-

шом количестве присутствуют так называемые глинистые минералы (каолинит, 

монтмориллонит, гидрослюды и др.). Глинистые минералы – продукты химического 

разложения (выветривания) магматических пород. Эти продукты разложения выно-

сятся текучими водами, откладываются в морях, озерах и реках, а затем превраща-

ются в глинистые породы. Некоторые из них весьма плотные и твердые (аргилли-

ты) и не размокают в воде, другие же при смачивании водой становятся пластич-

ными. Наибольшей пластичностью отличаются монтмориллонитовые глины, встре-

чающиеся редко. Самые распространенные глины – гидрослюдистые. 
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Хемогенные породы. Образуются они в результате выпадения солей из ис-

тинных и коллоидных водных растворов. Осаждение хемогенных пород чаще всего 

происходит в лагунах, озерах. Характерная их особенность – отсутствие органиче-

ских остатков. 

В эту группу пород включают известняки, доломиты, каменную соль, ангид-

риты, гипс и другие мономинеральные породы, состоящие из минерала того же 

названия, что и порода.  

Известняки – горные породы, содержащие более 70% кальцита (СаСО3) 

Твердость кальцита равна трем (он является эталоном твердости «3» по шкале Мо-

оса). Кальцит реагирует с соляной кислотой (НСl), в результате чего на его поверх-

ности отчетливо видны пузырьки выделяющегося углекислого газа (СО2). Нередко в 

известняках присутствуют в виде примесей глинистые, алевритовые и песчанистые 

частицы, а также гипс, доломит. 

Доломиты – мономинеральные породы, состоящие из минерала того же 

названия (СаМg(СО3)2). Они имеют светлую окраску, массивную текстуру. Твер-

дость доломита равна 3,5-4, он реагирует с соляной кислотой в порошке. 

Каменная соль нередко образует пласты большой мощности, характеризую-

щиеся кристаллической структурой и плотной массивной текстурой. При повышен-

ных давлениях становится пластичной. Породы имеют обычно светлую окраску. 

Ангидриты встречаются в виде пластов зернистого строения, имеют светлый 

цвет и состоят из минерала ангидрита (СаSO4). Обычно характеризуются массивной 

текстурой и реже волокнистой. Твердость ангидрита 3-3,5. 

Гипс (СаSO4 х 2Н2О) имеет зернистое строение, волокнистую текстуру и свет-

лую окраску. Твердость гипса равна двум (он является эталоном твердости «2» по 

шкале Мооса). В виде примеси в гипсе могут содержаться ангидрит, доломит, каль-

цит, обломочный материал. 

При макроскопическом описании хемогенных пород, следует помнить, что они 

сложены кристаллами, поэтому в разделе «структура» необходимо оценивать размер 

и форму кристаллов. Кристаллы могут быть видны невооруженным глазом или толь-

ко под микроскопом (скрытокристаллическая или пелитоморфная структура). 

Пористостью среди хемогенных пород обычно могут обладать известняки и 

доломиты, т.е. карбонатные породы. Пустотное пространство в них представлено 

кавернами и трещинами. 

 

Органогенные породы. Они образуются в результате накопления органиче-

ских остатков после отмирания животных и растений. Представлены известняками-

ракушечниками, писчим мелом, а также углями, асфальтом, горючими сланцами и 

др. В одних породах эти остатки видны невооруженным глазом. Другие породы, 

например писчий мел, сложены твердыми известковыми скелетами микроорганиз-

мов. И, наконец, третьи (угли, асфальты и др.) представляют собой горные породы, 

в которых наряду с минеральной составляющей имеются вещества органического 

происхождения. 

Породы смешанного происхождения. Смешанное происхождение имеют 

осадочные породы, состоящие из обломочного и какого-либо другого материала 

(химического или органического происхождения). Эта группа пород включает мер-

гели, песчаные и глинистые известняки и др. 
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Мергели представляют собой сильноизвестковистые глины. В них содержится 

от 50% до 70% кальцита. Как правило, они светло-серого, почти белого цвета, легко 

отличаются от известняков по реакции с соляной кислотой, после воздействия кото-

рой на поверхности мергеля остается грязно-серое пятно, обусловленное "удалени-

ем" известкового материала и концентрацией на месте реакции глинистых частиц. 

Мергель образуется в морях и озерах. 

Песчаные известняки – это известняки с примесью песчаного материала. 

Цвет их чаще всего серый. Образуются Песчаные известняки в водоемах, где накап-

ливаются обломочный материал и осадки, представляющие собой либо соли, вы-

павшие из концентрированных растворов, либо органические остатки. 

 

Схема макроскопического описания вырабатывалась годами, в течение дли-

тельной истории развития геологии и может быть выражена таким правилом: лито-

логические свойства отмечаются в той последовательности, в какой они фиксиру-

ются глазом при постепенном приближении к породе – сначала воспринимается 

цвет, затем зернистость, т.е. структура, а также текстура, потом состав, включения и 

прочие признаки. 

Общая схема описания горной породы: 

1. Название породы 

2. Цвет 

3. Структура 

4. Текстура 

5. Состав породы (для обломочных отдельно состав обломков и цемента) 

6. Крепость породы 

7. Пористость 

8. Включения 

9. Вторичные изменения 

10. Прочие признаки 

 

Цвет – один из очень важных признаков, отражающий состав породы. Цвет 

осадочных пород редко бывает чистым и ярким. Большей частью он серый с много-

численными оттенками. Таким образом, при описании надо отмечать основной 

(преобладающий) цвет, его оттенок, интенсивность, распределение цветовой гаммы 

по породе. 

Структура. В этом разделе описывается размер, форма и сортировка (равно- 

или разнозернистость) того, из чего состоит порода. Для обломочных пород это об-

ломки (зѐрна), для хемогенных пород – кристаллы, для органогенных пород – орга-

нические остатки. 

Текстура горных пород (сложение) определяется пространственным взаимо-

расположением того, из чего состоит порода (зерна, кристаллы, органические остат-

ки) и характером заполнения объема породы. Текстура может массивная (беспоря-

дочная), а может быть слоистой, волокнистой, пятнистой и др., т.е. какой-то упоря-

доченной. Например, слоистая текстура обусловлена ритмичной сортировкой мате-

риала и бывает косая, волнистая, горизонтально-слоистая. 
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Если слоистость косая, необходимо замерять угол наклона косых слойков по 

отношению к оси керна или к другой выбранной поверхности и их форму (прямая, 

вогнутая, выпуклая). 

Если слоистость волнистая, то отмечается длина и высота волны, еѐ форма – 

симметричная или асимметричная. 

Состав породы. При описании определяется тип породы по составу: мономи-

неральный или полиминеральный. Для обломочных осадочных горных пород ука-

зывается отдельно состав обломков и цемента. 

Крепость пород определяется по упрощенной трехбалльной шкале, применя-

ющейся в полевых условиях:  

– породы слабые или слабой крепости (ломаются рукой);  

– породы средней крепости (рукой не ломаются, но сравнительно легко раз-

биваются молотком);  

– породы крепкие (с трудом разбиваются молотком). 

Пористость пород - важный признак, с ним связано образование залежей 

нефти, газа, водоносных горизонтов. Макроскопически бывает видна только отно-

сительно крупная пористость, например, трещины или каверны. Более мелкую, но 

зачастую более значительную и эффективную пористость можно определить по 

скорости впитывания флюидов. Следует обязательно отмечать, каким видом пори-

стости обладает порода (межгранулярные поры, трещины, каверны). Также следует 

замерять размеры крупных пустот и визуально оценивать процент пустотного про-

странства в данном образце. 

Включения подразделяются на минеральные (конкреции, редкие гальки в 

песке) и органогенные (раковины беспозвоночных, растительный детрит и т. д.). 

Они могут присутствовать в образце, а могут и не присутствовать. 

Вторичные изменения связанны чаще всего с выветриванием (окремнение 

или кальцитизация), отмечаются новые минералы, изменение цвета, прочности, по-

ристости и других свойств пород. 

Породами-коллекторами называют горные породы, способные вмещать в 

себя жидкости и газы и отдавать их при разработке. То есть, основными коллектор-

скими свойствами породы являются пористость и проницаемость. Пористость – это 

наличие свободного пространства в горной породе, а проницаемость – это способ-

ность горных пород пропускать сквозь себя жидкости или газы. 

По условиям образования породы-коллекторы бывают терригенные (пески, 

песчаники, алевролиты и др.) и карбонатные (известняк, доломит). Изучая образец 

карбонатного коллектора (известняк, доломит), следует помнить, что его образова-

ние происходит в водной среде, на больших глубинах. Карбонатные породы могут 

также иметь химическое и органическое происхождение. Поэтому необходимо тща-

тельно изучить структуру породы, то есть наличие зѐрен, либо кристаллов, либо об-

ломков раковин, сцементированных глинистым, кремнистым или карбонатным ма-

териалом. 

Породы-коллекторы могут содержать в себе остатки тяжелых углеводородов, 

и тогда они будут окрашены в темный цвет, обладать специфическим запахом, пач-

кать руки и т.д. 
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Признаки присутствия газа в породе визуально обнаружить можно только по 

запаху в свежем изломе или после помещения образца в воду тут же после его рас-

кола. 

Темный цвет породы, не имеющей видимых признаков нефти или газа, гово-

рит о наличии в ней битуминозного вещества. Такая горная порода могла быть 

нефтегазопродуцирующей. Их изучение важно для определения степени перспектив 

нефтегазоносности того или иного участка земной коры и путей миграции углево-

дородов. 

После знакомства с породами-коллекторами переходят к изучению пород-

покрышек (флюидоупоров). Породы-покрышки – это практически непроницаемые 

горные породы, препятствующие миграции углеводородов в земной коре и способ-

ствующие сохранности уже сформировавшихся их скоплений. Породами-

покрышками являются глинистые, карбонатные и галогенные осадочные образова-

ния. 

Глинистые породы можно определить по их очень тонкому размеру зерен, 

слоистости, "жирности" на ощупь. Глины состоят из тончайших обломков разру-

шенных горных пород различного состава, перенесѐнных в водный бассейн и отло-

женных на большой глубине. Как правило, обломки имеют форму плоских чешуек 

размером несколько микрон. Цвет глин темный – коричневый, шоколадный, чер-

ный. Это зависит от состава чешуек, примесей и геохимических условий среды, в 

которой шло накопление глинистого материала. 

Расстояние между чешуйками глины, слюды в породе ничтожно мало, однако, 

учитывая большое количество чешуек, объем "свободного" пространства в глинах 

велик, поэтому пористость глин высокая. Коэффициент пористости глин достигает 

50%. Однако, глины исполняют роль покрышек, так как они практически непрони-

цаемы, потому что тончайшие поры в глинах не сообщаются между собой. 

Карбонатные покрышки – это известняки, доломиты различного происхож-

дения, без признаков свободного пространства в них. Они плотные, часто глини-

стые, нередко окремнелые. 

Породы-покрышки галогенного типа визуально легко отличить от пород дру-

гого типа. Это породы светлых тонов кристаллической структуры, плотные, креп-

кие. К ним относятся гипсы, ангидриты, каменная соль. Образовались они путем 

выпадения из рассолов (сильно минерализованных вод) в неглубоких водоемах, со-

общающихся с морем (лагунах). Лучшей галогенной покрышкой и наиболее распро-

страненной в природе считается покрышка, сложенная каменной солью. Образец 

каменной соли отличается от других горных пород правильными кристаллами куби-

ческой формы и горько-соленым вкусом. 

 

Указания к выполнению лабораторной работы 
 

Исходные данные: 

1. Коллекция образцов осадочных пород 

2. Лупа 

3. Раствор 10% соляной кислоты 

4.Пластинка стекла (твердость стекла 5, 5-6) 
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Задание: 

1. Выучить классификацию осадочных горных пород. 

2. Макроскопически описать образцы горных пород и сделать зарисовку образ-

ца. Описание обломочных и карбонатных пород произвести по предложенным пла-

нам. Для остальных пород воспользоваться общим планом описания (страница 26). 

3. В представленной коллекции определить образцы горных пород, являю-

щихся породами-коллекторами (терригенными и карбонатными), а также породы-

флюидоупоры. 

 

Порядок выполнения работы: 

План описания обломочных (терригенных) пород: 

1. Необходимо определить размер преобладающих обломков (зерен), оценить 

их форму, наличие или отсутствие цемента и на этом основании дать название по-

роде (гравелиты, песчаники, пески, алевролиты, алевриты, конгломераты, брекчии 

или другое). 

2. цвет. 

3. структура.  

– по размерам преобладающих обломков: 

2-1 мм – грубозернистые 

1-0,5 мм – крупнозернистые                        для песков и песчаников 

0,5-0,25 мм – среднезернистые 

0,25-0,1 мм – мелкозернистые 

– по относительной величине зерен: 

равномернозернистые (сортированные) или 

разнозернистые (несортированные) 

Указать степень сортировки (хорошо, средне, плохо сортированные и неот-

сортированные). 

4. Текстура. 

5. Минеральный состав обломочной части: 

– кварцевый состав – мономиктовый; 

– кварц-полевошпатовый состав – олигомиктовый; 

– кварц-полевошпатовый состав с указанием темноцветных минералов (в 

грубообломочных породах присутствие обломков) – полимиктовый. 

6. Состав цемента (известковый, глинистый, железистый и т.д.). 

7. Степень цементации, т.е. крепость породы, – слабая, средняя, хорошая. 

Крепость определяется составом и типом цемента. 

8. Тип цемента (для сцементированных пород): 

– базальный ; 

– заполнения;  

– пленочный;  

– соприкосновения или контактовый. 

9. Степень пористости (пористость можно определить по скорости впитыва-

ния воды). Пористость и проницаемость зависят от окатанности, отсортированности 

обломков, характера укладки зѐрен, степени их сцементированности, качества це-

мента и т.д. 
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10. Особенности образца (керн или образец с обнажения, степень и характер 

насыщения, присутствие органических остатков, крупных единичных обломков, и т.п.) 

План описания карбонатных пород (известняки, доломиты): 

1. Название породы (определяется по совокупности свойств и признаков, 

например, кристаллический блеск, присутствие органических остатков, твердость, 

реакция с НCl и другое). Отличить известняк от доломита можно с помощью соля-

ной кислоты. Доломит будет реагировать с соляной кислотой только в порошке. 

2. Цвет. 

3. Происхождение (органогенное, биохимическое, хемогенное, обломочное). 

Обломочные карбонатные породы описываются как терригенные! 

4. Структура (крупно-, средне-, мелкозернистые, кристаллически-зернистые, 

равномерно- и неравномернозернистые, землистые и др.). 

Особенности структуры проявляются в изломе породы: микрозернистые име-

ют землистый излом и марают руки (мел), а крепкие - фарфоровидный или ракови-

стый излом, средне-крупнозернистые имеют кристаллический сверкающий излом. 

5. Текстура (массивная, слоистая, биогенная, текстуры замещения и др.). 

6. Пористость (кавернозность, трещиноватость). По возможности нужно 

произвести замеры пористых и трещиноватых образований (длина, ширина, диа-

метр), определить форму, направление преимущественного распространения, оце-

нить приблизительно процент пустотного пространства в данном конкретном образ-

це, установить наличие сообщающихся между собой пор (каверн или трещин). Для 

исследования образцов горных пород рекомендуется пользоваться лупой с 2-4-

кратным увеличением. 

Отсутствие пористости также отмечается. 

7. Особенности образца (степень и характер насыщения, излом и др.). 

8. Примеси (могут быть, а могут и не быть, например, глинистость, песчани-

стость и др.). 
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Лабораторная работа № 4 

 

ПОСТРОЕНИЕ ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА В ПРОСТЫХ ЛОВУШКАХ 

 

Залежью нефти и газа называют скопление полезного ископаемого, воз-

никшее под влиянием гравитационных сил в ловушке природного резервуара.  

Ловушка – это часть природного резервуара, где уменьшаются скорости 

движения флюидов (воды, нефти, газа), происходит их дифференциация, и воз-

никают скопления нефти и газа. Ловушка – это препятствие на пути движения 

пластовых флюидов. В строении ловушки участвуют коллектор и ограничива-

ющие его непроницаемые отложения. Возникают ловушки на перегибах пла-

ста-коллектора, в участках ограничения его тектоническими, стратиграфиче-

скими и литологическими экранами, в выступах и линзах. 

Тектоническим экраном могут служить разрывы (сбросы, взбросы, надви-

ги) и контакты с соляными и глиняными диапирами, а также жерлами грязевых 

вулканов.  

Литологический экран образуют зоны замещения коллектора непроницае-

мыми породами. Литологическое выклинивание возникает в процессе 

седиментации.  

Стратиграфический экран возникает в результате сочетания стратиграфи-

ческого и углового несогласия, когда наклоненные под углом более древние 

породы перекрыты молодыми непроницаемыми отложениями. 

Строение залежи определяется, прежде всего, характером природного ре-

зервуара, а также морфогенетическим типом ловушки. Поэтому типы нефтега-

зовых залежей даны в соответствии с классификацией природных резервуаров 

и ловушек. По названиям природных резервуаров выделяются залежи: 

 пластовые, 

 массивные, 

 линзовидные. 

Каждая из этих залежей может быть приурочена к ловушке различного 

генезиса (происхождения): 

 тектонического, 

 седиментационного, 

 денудационного. 

Различным по генезису ловушкам присущи свои морфологические 

особенности. 

Название залежи соответствует строению природного резервуара и вмещаю-

щей ловушки. 

Для получения развернутого названия залежи к ее типу следует в каждом кон-

кретном случае добавлять характеристику флюида. Например, пластовая сводовая 

залежь газа или пластовая сводовая залежь газа с нефтяной оторочкой. При 

наличии подошвенной воды в пластовых залежах к их названию добавляют опреде-

ление водоплавающая, при наклонном водонефтяном контакте – висячая. 

Следует отметить, что встречаемые в природных условиях залежи отличаются 

большим разнообразием и могут быть приурочены к ловушкам комбинированного типа. 

Принципиальные схемы залежей даны на рисунках 6-9, 12-21. 



 

32 

Для графического изображения залежи нефти и газа строят структурную карту 

и разрез с заключающей эту залежь ловушкой. На их основе показывают границы 

залежи и состав флюидов. 

Структурная карта представляет собой проекцию на горизонтальную плос-

кость рельефа поверхности кровли или подошвы пласта. Она дается в изогипсах. 

Изогипсы – это линии, соединяющие точки равных абсолютных отметок рассматри-

ваемой поверхности. Цифрами на изогипсе показывает ее гипсометрический уро-

вень. Расстояние между изогипсами (шаг изогипс) отражает крутизну падения пла-

ста. Горизонтальную плоскость нельзя изобразить на структурной карте, монокли-

нальную поверхность изображают параллельными изогипсами, антиклинально изо-

гнутый пласт – системой замкнутых изогипс. 

Пояснения требует методика графического изображения линзовидных тел. 

Благодаря непрерывной поверхности (кровля - подошва), ограничивающей линзо-

видное тело, структурная схема этой поверхности изображается системой замкну-

тых и частично совмещенных изолиний (рисунок 5). 

Контур линзовидного тела очерчивает линия, огибающая всю систему изогипс. 

Работу можно считать усвоенной, когда по названию залежи студент может 

представить себе и изобразить графически любую залежь и по карте и профилю мо-

жет дать полное наименование залежи. 

Итак, предлагаемый алгоритм классификации залежей (таблица 19): 

от типa природною резервуара (по генезису и форме ловушки) к типу ловушки 

и типу залежи. Определив тип залежи по составу флюида и поведению ВНК (или 

ГВК) дается полное наименование залежи. 

 

Рисунок 5 - Построение структурной схемы линзовидного тела. 

 



 

 

3
3
 

Таблица 19 – Схема классификации залежей нефти и газа 
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ОПИСАНИЕ ЗАЛЕЖЕЙ НЕФТИ И ГАЗА В ЛОВУШКАХ РАЗЛИЧНЫХ ТИПОВ 

 

1) Пластовая сводовая залежь (рисунок 6) приурочена к различным антиклиналь-

ным и куполовидным поднятиям. При построении структурной карты ловушки такого 

типа и необходимо представить себе форму поднятия по соотношению его осей и паде-

нию крыльев и мысленно вообразить пространственную форму залежи, учитывая воз-

можную мощность продуктивного горизонта (десятки метров). Линия внешнего контура 

ВНК (ГВК) при горизонтальном его положении повторяет на карте очертание изогипс. 

При наклонном ВНК (ГВК) контур будет пересекать изогипсы. Большие напо-

ры пластовых вод могут привести к смещению залежи на крыло поднятия. Такие 

смещенные залежи называются висячими (рисунок 7). 

 
 

Рисунок 6 – Пластовая сводовая залежь Рисунок 7 – Висячая залежь

2) Пластовая залежь нефти в синклинали (рисунок 8) 

Встречается очень редко и может образоваться только в безводных пластах-

коллекторах путем отекания нефти за счет собственного веса. Методика построения 

структурной карты и профилей этой залежи принципиально не отличается от графи-

ческих построений пластовой залежи, но, как правило, отстраивается по подошве 

продуктивного пласта. 

3) Пластовая тектонически экранированная залежь (рисунок 9) 

Залежам этого типа свойственно большое число разновидностей, обусловлен-

ных характером тектонического нарушения (сброс, взброс, надвиг, сдвиг) и его по-

ложением на антиклинали. В тектонических экранированных ловушках залежи мо-

гут быть встречены как по одну, так и по обе стороны нарушения.  

Выполняя задания по рассматриваемому типу залежи при проведении изоли-

ний на структурной карте необходимо учитывать их форму до образования наруше-

ния, с тем, чтобы придать правильную форму изолиниям разобщенных блоков. По 

цифровым значениям изогипс можно определить амплитуду относительного смеще-
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ния крыльев или блоков. Например, сходящиеся у нарушения изогипсы минус 

1010 м и минус 1030 м указывают, что амплитуда смещения равна 20 м. 

 
 

Рисунок 8 – пластовая залежь 

в синклинали 

Рисунок 9 – пластовая тектонически 

экранированная залежь (сброс)

Тектонические нарушения показывают на карте двумя линиями, представля-

ющими собой проекции пересечения поверхности нарушения с кровлей пласта в 

опущенном и приподнятом крыльях (блоках) антиклинали. Расстояние между этими 

линиями зависит от угла наклона плоскости сбрасывателя и амплитуды замещения. 

В случае вертикального нарушения обе линии совмещаются в одну. Рассмотрим 

простейшие случаи: сброс (рисунок 10) и взброс (рисунок 11). 

 

 

Рисунок 10 – Ловушка, 

образованная сбросом 

 

Рисунок 11 – Ловушка, 

образованная взбросом

На рисунке 10 обе линии нарушения показывают на карте одинаково и между 

ними нет изогипс из-за того, что разорванные части пласта раздвинуты.  

На рисунке 11 разорванные части пласта надвинуты друг на друга, поэтому 

линию нарушения и изогипсы относительно опущенного блока, в той части, где они 

перекрыты пластом приподнятого блока, следует показывать пунктиром. 
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4) Пластовая приконтактная залежь (рисунок 12) 

 
Рисунок 12 – Пластовая приконтактная залежь. 

а) жерло грязевого вулкана; б) соляной шток 

Эти залежи образуются в ловушках, где продуктивный пласт прорван инород-

ным телом, поэтому в плане залежь имеет как бы кольцевую форму. Внутри кольца 

залежь отсутствует, и скважинами должны быть установлены примерный контур и 

состав внедрившегося тела для показа его на карте и профилях соответствующим 

знаком. 

5) Пластовая литологически экранированная залежь (рисунки 13, 14) 

Залежи этого типа приурочены к ловушкам, образование которых определяет-

ся двумя факторами. Первым и основным является литологическое замещение и вы-

клинивание пласта коллектора в процессе седиментации (осадконакопления). Вто-

рой фактор, проявляющийся позже, приводит к образованию моноклинали или ан-

тиклинальной структуры и тем самым завершает формирование ловушки. Линия 

выклинивания определяет в плане область распространения коллектора и за эту ли-

нию нельзя протягивать изогипсы коллектора (рисунок 13). Если литологически 

экранированные участки расположены так, что занимают лишь небольшие площади 

моноклинали или крыла антиклинали, то для характеристики общего структурного 

плана проводят изогипсы не по кровле коллектора, а по кровле вмещающего его 

пласта (рисунок 14). 

6) Пластовая статиграфическая залежь (рисунок 15) 

Стратиграфический экран, который определяет название залежи, может обра-

зовать ловушку только в сочетании с угловым несогласием между подстилающими 

и перекрывающими породами. 

Когда поверхность стратиграфического несогласия является горизонтальной, 

то на карте остается только линия ее пересечения с кровлей продуктивного пласта. 

а) б) 
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Рисунок 13 – Пластовая литологически 

экранированная залежь 

Рисунок 14 – Пластовая литологически 

экранированная залежь на моноклинали 

 

 

Рисунок 15 – Пластовая стратиграфическая залежь 
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7) Массивная сводовая залежь (рисунок 16) 

Структурная карта и профили массивной сводовой залежи должны отразить 

большую мощность пород-коллекторов в ловушке и еѐ амплитуду в несколько сотен 

метров. Изолинии на структурной карте по своей конфигурации подобны изолиниям 

пластовой сводовой залежи. Отличительным признаком массивной залежи будет ее 

большая высота в сотни метров, что показывают увеличением шага между изогипсами. 

Учитывая, что ловушка массивной сводовой залежи представляет собой 

структурное поднятие, напластование пород в разрезах остается параллельным 

кровле залежи. В строении ловушки участвуют отложения лишь верхней части мас-

сивного резервуара. 

8) Массивная тектонически экранированная залежь (рисунок 17) 

Образование ловушки для залежи этого типа можно представить себе как 

дальнейшее развитие сводового поднятия, сопровождающееся превышением 

предела прочности пород и возникновением нарушений. Тектонические нару-

шения должны быть показаны на структурной карте и соответственно на разрезе 

(профиле). 

 
 

Рисунок 16 – массивная сводовая за-

лежь 

Рисунок 17 – Массивная тектонически 

экранированная залежь 

9) Рифовая залежь (рисунок 18) 

Рифовая залежь приурочена к ловушке представляющей собой известняковый 

массив, образованный жизнедеятельностью колониальных организмов. Коллектор-

ские свойства рифового массива очень неоднородны. Отдельные его части имеют 

повышенную пористость и кавернозность, а следовательно и лучшую проницае-

мость. На карте изолиниями подчеркивают вытянутую форму рельефа поверхности 

рифа с одной или несколькими вершинами. При показе рифового тела на разрезах 
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отражают отсутствие в нем напластования, специфическое его очертание и участки 

улучшенных коллекторских свойств. Вмещающие, облекающие, подстилающие риф 

породы имеют слоистость и представлены уже другие литологическими разностями. 

10) Массивная залежь в эрозионном останце (рисунок 19) 

Ловушки для залежей данного типа образуют эрозионные останцы, сложенные 

устойчивыми к разрушению горными породами и перекрытые водоупорными отло-

жениями Форму останца определяет наклонное или горизонтальное залегание по-

род, литологический их состав и степень трещиноватости. При горизонтальном за-

легании пород форма останцевого выступа может быть самой разнообразной и 

определяется изменением состава и степени трещиноватости пород по площади. 

При наклонном залегании пород выступ, как правило ассиметричен. Более изрезан-

ным и крутым будет тот склон, где разрушаются головы пластов. В связи с расчле-

ненностью рельефа эрозионного останца изолинии на структурной карте имеют не-

ровный контур и сложную конфигурацию, а на разрезах поверхность, эрозионного 

массива ограничивают линией стратиграфического несогласия. 

 
Рисунок 18 – Рифовая залежь Рисунок 19 – Массивная залежь в 

эрозионном останце 

11) Линзовидная приразрывная залежь (рисунок 20) 

Трещиноватые участки, которые образуются вокруг тектонических 

нарушений, секущих толщи сильно сцементированных непроницаемых по-

род, могут служить линзовидными ловушками для нефти и газа, вытянутыми вдоль 

нарушения. 

Структурная схема поверхности приразрывной линзовидной ловушки пред-

ставляется системой замкнутых изолиний, образующихся от пересечения тела линзы 

с горизонтальными поверхностями. Тектоническое нарушение пересекает тело лин-
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зы на значительном протяжении и должно быть отражено в каждой из изолиний При 

этом в верхнем контуре оно показывается сплошной линией, а в остальных пункти-

ром. Для облегчения структурной карты на рисунке нарушение показано только в 

верхнем сечении. 

Залежь может занимать весь объем линзы или ее часть. Контур ВНК (ГВК) 

проводят при частичном заполнении ловушки нефтью или газом. 

12) Линзовидная внутрипластовая залежь (рисунок 21) 

Внутри непроницаемых (обычно глинистых) пластов в процессе седиментации 

могут накапливаться линзы проницаемых, например, песчано-алевролитовых отло-

жений, которые и служат ловушками для линзовидных залежей нефти и газа. Ло-

вушки этого типа плоские и имеют небольшие размеры и вытянутую форму. 

При заполнении нефтью и газом всей ловушки контур залежи в плане совпа-

дает с линией огибающей изогипсы линзовидного тела. При неполном заполнении 

залежь ограничивается контуром нефтеносности и примыкающим отрезком огиба-

ющей линии. 

 

 
 

Рисунок 20 – Линзовидная приразрыв-

ная залежь 

Рисунок 21 –Линзовидная внутрипла-

стовая залежь 
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Рисунок 22 – Условные обозначения к лабораторной работе № 4 

 

 

 
Рисунок 23 – Пример построения и оформления залежи 
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Указания к выполнению работы 

 

Исходные данные: 

1. Описание залежей (страница 34); 

2. Схемы залежей (рисунки 6-9, 12-21). 

 

Задание: 

Построить разрезы и структурные карты по кровле продуктивного горизонта 

залежей, указанных преподавателем. Работу представить в отдельной тетради (12 

листов). Образец оформления залежи представлен на рисунке 23. 

 

Порядок выполнения работы: 

 

1. Сначала надо представить геологическое строение залежи в объеме, рас-

смотреть соответствующий рисунок и описание к нему. Каждый рисунок должен 

быть оригинальным, свидетельствующим о творческом подходе студента к графиче-

скому показу типичных залежей.  

2. Затем самостоятельно выбрать вертикальный масштаб, конфигурацию изо-

линий, размеры и глубину залегания залежи и нарисовать залежь в разрезе. Принять 

за шаг между изогипсами для пластовых залежей интервал в 10 метров, для мас-

сивных залежей – 100 метров. Для линзовидных залежей шаг изогипсы выбирается 

самостоятельно. 

3. Над нарисованным разрезом залежи (можно под разрезом) поместить струк-

турную карту. Линия разреза на структурной карте должна находиться горизонталь-

но, чтобы на нее было можно делать проекцию отстраиваемой поверхности. В дан-

ной работе студенты строят карту по кровле продуктивного пласта (толщи). 

4. На разрезе и карте условными знаками изобразить контур и состав залежи, 

линии экранов, породы-коллекторы и породы-покрышки и другие детали, опреде-

ляющие данный тип ловушки (условные обозначения даны на рисунке 22). 

5. Указать полное название залежи. 
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