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Аннотация
Лабораторные исследования керна из карбонатных пластов Восточной Сибири имеют свои трудности. К ним относятся 
высокая минерализация пластовой воды, ангидритизация, наличие тяжелых углеводородов и битумов в породе-
коллекторе. В настоящее время отсутствуют достоверные критерии для выявления битумов при интерпретации стандартных 
методов ГИС. Большой практический интерес представляет использование метода ядерно-магнитного резонанса (ЯМР) для 
описания характеристик флюида, насыщающего коллекторы с тяжелой нефтью. Комплексирование петрофизических 
(ЯМР, определение сохраненной водонасыщенности экстракционно-дистилляционным методом на аппарате Дина-Старка) 
и пиролитических методов позволяет охарактеризовать битуминозные образцы, а также определить граничные отсечки 
времен Т2, отделяющие битумы, битумы и тяжелые фракции нефти от свободного порового пространства. Полученные 
граничные отсечки времени Т2 применены на кривых ЯМК. Получено неплохое сопоставление пористости, приходящейся 
на свободное поровое пространство, а также пористости, приходящейся на битумы и тяжелые фракции нефти, по керновым 
данным и по данным ЯМК. Дополнительно в статье описаны эксперименты по определению водородного индекса (ВИ) 
битумов и предложено значение водородного индекса, рекомендованного для практических задач интерпретации ГИС.

Abstract
Laboratory studies of cores from carbonate formations in Eastern Siberia have their own difficulties. These include high mineralization of formation 
water, anhydritization, presence of heavy hydrocarbons and bitumen in the reservoir rock. At present, there are no reliable criteria for identifying 
bitumen when interpreting standard methods of geophysical well studies. Of great practical interest is the use of nuclear magnetic resonance 
(NMR) to describe the characteristics of fluid saturating reservoirs with heavy oil. The combination of petrophysical (NMR, determination 
of preserved water saturation by extraction-distillation method on Dina-Stark apparatus) and pyrolytic methods allows to characterize bituminous 
samples, as well as to determine boundary cutoffs of T2 times separating bitumen, bituminous and heavy oil fractions from free pore space. The 
obtained T2 time boundary cutoffs are applied to the nuclear magnetic logging curves. A good comparison of porosity attributable to free pore 
space and porosity attributable to bitumens and heavy oil fractions from core data and NMR logging data is obtained. In addition, the article 
describes experiments to determine the hydrogen index of bitumen and proposes a value of hydrogen index recommended for practical tasks 
of interpretation methods of geophysical well studies.

Материалы и методы
В лаборатории получить информацию о битуминозности возможно 
методами петрографии (визуальное изучение шлифов), геохимии 
(пиролитические исследования) и петрофизики (газоволюметрия, 
жидкостенасыщение, ЯМР), но данные методы не лишены 
недостатков. Разработанная методика на основе комплексного 
анализа лабораторных исследований дает возможность оценить 
объем пор, занятый битумом, а также определить граничные 

отсечки, позволяющие оценить долю пор, занятую тем или иным 
флюидом, что далее может быть использовано при интерпретации 
ядерно-магнитного каротажа (ЯМК).
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Materials and methods
In the laboratory it is possible to obtain information about bituminosity 
by methods of petrography (visual study of slits), geochemistry 
(pyrolytic studies) and petrophysics (gas-volumetry, liquid saturation, 
NMR), but these methods are not without disadvantages. The developed 
method based on a comprehensive analysis of laboratory studies allows 
us to estimate the volume of pores occupied by bitumen, as well as to 

determine the boundary cutoffs that allow us to estimate the fraction of 
pores occupied by a particular fluid, which can be further used in the 
interpretation of nuclear magnetic logging.
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В связи со значительным снижением 
за последние десятилетия в структуре миро-
вых запасов доли традиционной нефти все 
более существенную долю занимают трудно-
извлекаемые запасы, к которым относятся тя-
желая нефть и природные битумы, и их запасы 
в мире более чем в два раза превышают запа-
сы традиционных углеводородов [1].

Битум представляет собой смесь углево-
дородов и их азотистых, кислородистых, сер-
нистых и металлоорганических производных 
с высоким содержанием смолисто-асфальте-
новых веществ (САВ), образующихся в резуль-
тате химического и биохимического окисле-
ния нефти [2]. Основной химический состав 
битума представлен углеродом (70–87 %), во-
дородом (8–12 %), серой (0,5–7 %), кислоро-
дом (0,2–12 %), азотом (0–2 %). Битум харак-
теризуется плотностью 0,95–1,50 г/см3, в воде 
нерастворим, полностью или частично раство-
ряется в бензоле, хлороформе, сероуглероде.

Присутствие битумов в поровом простран-
стве пород может оказывать существенное 
влияние на их свойства. Точное выявление 
битуминозных интервалов в разрезе пласта 
необходимо для эффективной разработки ме-
сторождений и получения максимально воз-
можной нефтеотдачи.

В настоящее время отсутствуют достовер-
ные критерии для выявления битумов при 
интерпретации стандартных методов ГИС. 
Большой практический интерес представля-
ет использование метода ядерно-магнитного 
резонанса (ЯМР) для описания характеристик 
флюида, насыщающего коллекторы с тяжелой 
нефтью. Наиболее широко применяемые ме-
тодики интерпретации данных ЯМР-каротажа 
основаны на измерении характеристик ядер-
ной магнитной релаксации пород-коллекто-
ров, насыщенных различными флюидами, 
обработке и анализе получаемых спектров 
распределения времен релаксации и установ-
лении временных отсечек. При этом, исполь-
зуя различные эмпирические и теоретические 
модели, строят предположения о свойствах 
пород и насыщающих их флюидов [1, 3].

Получение информации о битуминозности 
породы возможно в лабораторных условиях 
методами петрографии (визуальное изучение 
шлифов), геохимии (пиролитические иссле-
дования), петрофизики (газоволюметрия, 
жидкостенасыщение, ЯМР) [4]. Однако данные 
методы не лишены недостатков. Так, при изу-
чении шлифов по стандартной технологии по-
лучают информацию лишь о небольшом срезе 

породы, которую невозможно масштабиро-
вать на объем стандартного образца, не го-
воря уже об объеме пласта, а использование 
петрографической томографии (серия шли-
фов с одного образца) затратно и трудоемко. 
По пиролизу получают массовое содержание 
битумов, которое необходимо пересчитывать 
на объем, для этого нужно знать плотность 
битумов, которую определяют с помощью 
дополнительных экспериментов. В отличие 
от пиролиза с помощью метода ЯМР исследуют 
достаточный поровый объем для выполнения 
петрофизических исследований.

Целью работы является разработка мето-
дики оценки содержания битума в поровом 
пространстве пород коллекторов Восточной 
Сибири на основе комплексного анализа ла-
бораторных исследований керна. Методика 
позволяет оценить объем пор, занятый биту-
мом, и оценить его содержание по разрезу 
на основе комплексирования данных керн-
ГИС. В основе методики лежит использование 
метода ЯМР, по данным которого определяют-
ся граничные отсечки, позволяющие оценить 
долю пор, занятую тем или иным флюидом, что 
далее может быть использовано при интерпре-
тации ядерно-магнитного каротажа (ЯМК) [5].

Комплексный способ количественного 
определения содержания битумов, тяжелых 
подвижных и неподвижных фракций нефти 
основан на симбиозе геохимических иссле-
дований (пиролиз) и петрофизических иссле-
дований (газоволюметрия, ЯМР). Способ за-
ключается в определении количества битумов 
и тяжелых фракций нефти пиролитическим 
методом, а также расчет свободного порового 
пространства с использованием данных об-
щей пористости по ЯМР и водонасыщенности 
(экстракционно-дистилляционный метод). По-
лученные значения содержания битумов, тя-
желых фракций нефти и свободного порового 
пространства применяют на спектрах ЯМР при 
сохраненной насыщенности и рассчитывают 
граничные отсечки времени T2, отделяющие 
битумы, битумы и тяжелые фракции нефти 
от свободного порового пространства.

Для разработки методики оценки содер-
жания битума необходимо рассмотреть петро-
физическую модель порового пространства 
битуминозных пород-коллекторов Восточной 
Сибири (рис. 1). Согласно модели, порода 
состоит из минерального скелета, цементиру-
ющих минералов, битуминозного органиче-
ского вещества, тяжелых подвижных и непод-
вижных фракций нефти и воды. Свободное 

поровое пространство может быть образовано 
при удалении легких фракций нефти и газов 
в результате подъема керна на поверхность.

Объектом исследования являлся 21 ци-
линдрический образец с сохраненной насы-
щенностью пласта Б1 одного из месторожде-
ний Восточной Сибири. По визуальному 
описанию образцы представлены доломи-
тами битумонефтенасыщенными, микро-
кристаллическими, микротонкокристал-
лическими, тонкокристаллическими, 
тонкомикрокристаллическими и известняка-
ми доломитистыми, неравномерно нефтена-
сыщенными, тонкомикрокристаллическими.

Согласно схеме исследований (рис. 2), 
каждый цилиндрический образец разделен 
на три части: образец 1 (плашка) отправлен 
на определение пиролитических параметров 
при сохраненной насыщенности, образец 
2 — на определение петрофизических пара-
метров, образец 3 (дублер образцов 1 и 2) — 
на определение водонасыщенности экстрак-
ционно-дистилляционным методом (ЭДМ).

На цилиндрическом образце 2 с сохра-
ненной насыщенностью определялась объ-
емная флюидонасыщенность методом ЯМР. 
Для удаления легких УВ проводилась щадя-
щая экстракция в хлороформе (несколько 
суток). После сушки при температуре 105 °С  
определялись ФЕС по гелию и сигнал ЯМР 
от образцов в сухом состоянии с сохраненны-
ми битумами. Далее образцы донасыщались 
керосином и определялась общая пористость 
по ЯМР. Похожие исследования проводились 
в работе [6]. Для получения сигнала ЯМР 
только от битумов образцы дробились и вы-
сушивались при температуре 105 °С, чтобы, 
предположительно, удалить воду в закрытых 
порах. В работе использовали размер фрак-
ции дробленой породы от 2 до 3,2 мм. Далее 
определялись объем твердой фазы и мине-
ралогическая плотность с помощью газово-
го порозиметра UltraPore-300 и сигнал ЯМР 
от высушенных дробленых пород. С помощью 
метода газоволюметрии определялся объем 
порового пространства, не занятого биту-
мами, через минералогическую плотность 
на дробленой породе и объемную плотность 
на цилиндрическом образце, соотнесенный 
к объему образца. С помощью метода ЯМР 
определялся объем порового пространства, 
занятого битумами, соотнесенный к объему 
образца. Сумма двух этих величин равняет-
ся общей пористости на дробленых породах, 
обозначенной в схеме исследований оран-
жевым цветом (рис. 2). Затем проводилась 
полная экстракция дробленых пород в трех 
растворителях. Заново определялись объем 
твердой фазы и минералогическая плотность, 
а также сигнал ЯМР от высушенных дробленых 
пород. По полученным данным рассчитан во-
дородный индекс (ВИ) битумов [7]. Принцип 
расчета ВИ приведен по тексту ниже. Получен-
ные результаты приведены в таблице 1. Рас-
пределения T2 на каждом этапе исследований 
на примере одного из образцов приведены 
на рисунке 3.

Объемная флюидонасыщенность по ЯМР 
с сохраненной насыщенностью составила 
0,8–9,0 % (среднее 3,4 %), общая пористость 
по ЯМР после донасыщения керосином 

Рис. 1. Петрофизическая модель порового пространства битуминозных пород-
коллекторов Восточной Сибири
Fig. 1. Petrophysical model of pore space of bituminous reservoir rocks in Eastern Siberia



25

составила 0,9–16,4 % (среднее 5,9 %), сиг-
нал ЯМР от сухих образцов в ед. пористости 
составил 0,7–1,8 % (среднее 1,1 %), пори-
стость по газу после щадящей экстракции 
составила 0,1–16,0 % (среднее 5,6 %), прони-
цаемость по Клинкенбергу составила 0,002–
87,90 мД (среднее 17,11 мД).

Как видно из рисунка 4а, проницаемость 
по Клинкенбергу и пористость по газу имеют 
экспоненциальную зависимость с R2 = 0,94. 
Общая пористость по ЯМР после донасыще-
ния керосином и пористость по газу имеют тес-
ную связь (рис. 4б). На рисунке 4в приведено 

сопоставление пористости, приходящейся 
на поровое пространство, освободившееся 
при подъеме керна на поверхность, с общей 
пористостью по ЯМР после донасыщения 
керосином, на рисунке 4г приведено сопо-
ставление объемной флюидонасыщенности 
по ЯМР с общей пористостью по ЯМР после 
донасыщения керосином. Пористость, при-
ходящаяся на поровое пространство, осво-
бодившееся при подъеме керна на поверх-
ность, рассчитана как разность между общей 
пористостью по ЯМР после донасыщения ке-
росином и объемной флюидонасыщенностью 

по ЯМР, определенной на образцах с сохра-
ненной насыщенностью. Видно, что с ростом 
общей пористости по ЯМР увеличивается 
объемная флюидонасыщенность по ЯМР и по-
ристость, приходящаяся на поровое простран-
ство, освободившееся при подъеме керна 
на поверхность.

На рисунке 5 приведены четыре типа 
спектров T2 исследованных образцов с сохра-
ненной насыщенностью. Тип 1 представлен 
доломитами неравномерно нефтенасыщен-
ными микротонкокристаллическими, тип 2  
представлен доломитами неравномерно 

Рис. 2. Схема исследования образцов пласта Б1 одного 
из месторождений Восточной Сибири
Fig. 2. The scheme of study of B1 reservoir samples from one of the 
East Siberian fields

Рис. 3. Распределения T2 на каждом этапе исследований 
на примере образца № 29555/21
Fig. 3. Distributions of T2 at each stage of research on the example 
of sample № 29555/21

Рис. 4. Сопоставление проницаемости: а — по Клинкенбергу 
с пористостью по газу; б — общей пористости по ЯМР после 
донасыщения керосином с пористостью по газу; в — пористости, 
приходящейся на поровое пространство, освободившееся при 
подъеме керна на поверхность, с общей пористостью по ЯМР после 
донасыщения керосином; г — объемной флюидонасыщенности по ЯМР 
с общей пористостью по ЯМР после донасыщения керосином
Fig. 4. Comparison of permeability: a – by Klinkenberg with gas porosity; 
б – total porosity by NMR after kerosene pre-saturation with gas porosity; 
в – porosity attributable to the pore space vacated during core lifting to the 
surface with total porosity by NMR after kerosene pre-saturation;  
г – volumetric fluid saturation by NMR with total porosity by NMR after 
kerosene pre-saturation

Рис. 5. Типичные спектры T2 образцов при сохраненной насыщенности
Fig. 5. Typical T2 distributions of samples at preserved saturation
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битумонефтенасыщенными тонкомикрокри-
сталлическими, тип 3 представлен доломита-
ми неравномерно битумонефтенасыщенными 
микрокристаллическими, тип 4 представлен 
доломитами битумонасыщенными тонкокри-
сталлическими. Спектры представлены двух- 
и трехмодальным распределением. Диапазон 
времен T2 составляет от 0,05 мс до 100 мс (тип 3),  
до 200 мс (тип 4), до 500 мс (тип 2) и до  
1 800 мс (тип 1). Время релаксации пропор-
ционально размеру пор, следовательно, 
инкрементное распределение пористости 
по временам релаксации характеризует так-
же и распределение пористости по размерам 
пор.

На рисунке 6 приведено сопоставление 
проницаемости по Клинкенбергу с общей 
пористостью по ЯМР после донасыщения ке-
росином на цилиндрических образцах (ц.о.) 
и проницаемости по Клинкенбергу с общей 
пористостью на дробленых породах (д.п.). Как 
видно из рисунка 6, проницаемость по Клин-
кенбергу хорошо сопоставляется с результа-
тами определения пористости на цилиндриче-
ских образцах и на дробленых породах.

На следующем этапе работы по данным 
пиролиза определили пористость, приходя-
щуюся на битумы и тяжелые фракции нефти, 
а также рассчитали свободное поровое про-
странство с использованием данных общей 
пористости по ЯМР после донасыщения ке-
росином и водонасыщенности (экстракцион-
но-дистилляционный метод). Объемы воды (ОВ)  
и нефти в образцах можно проконтролировать 
по данным реторты. Для расчета использовали 
формулы 1–4. Полученные результаты приве-
дены в таблице 2.

              (1)

                (2)

                (3)

               (4)

где S2b — массовое содержание битуминоз-
ного ОВ и тяжелой (неподвижной) нефти, 
мг/г; S2a — массовое содержание тяжелой 
(подвижной) нефти, мг/г; S1 — массовое со-
держание легкой нефти, мг/г; Mсохр.нас.обр —  
масса образца с сохраненной насыщенно-
стью, г; МS2b — количество битуминозного 
ОВ и тяжелой (неподвижной) нефти в образце, 
мг; МS2а — количество тяжелой (подвижной) 
нефти в образце, мг; МS1 — количество легкой 
нефти в образце, мг; VS2b — объем битуминоз-
ного ОВ и тяжелой (неподвижной) нефти в об-
разце, см3; VS2a — объем тяжелой (подвижной) 
нефти в образце, см3; VS1 — объем легкой 
нефти в образце, см3; ρS2b — плотность биту-
минозного ОВ и тяжелой (неподвижной) нефти 
в образце (получена способом растворения 
битуминизированной породы в кислоте и рав-
на 1,14 г/см3), г/см3; ρS2а — плотность тяжелой 
(подвижной) нефти в образце (использовалась 
равной 1,14 г/см3), г/см3; ρS1 — плотность лег-
кой нефти в образце (использовалась равной 

плотности нефти в поверхностных условиях), 
г/см3; КпЯМР — общая пористость по ЯМР по-
сле донасыщения керосином, %; КпS2b — по-
ристость, приходящаяся на битумы (S2b), %; 
КпS2а — пористость, приходящаяся на тяжелые 
фракции нефти (S2a), %; КпДина-Старка — пори-
стость, приходящаяся на сорбированную воду 
(по результатам Дина-Старка), %; КпS1 — пори-
стость, приходящаяся на легкие фракции неф-
ти (S1), %; КпFFI — пористость, приходящаяся 
на свободное поровое пространство, %.

На рисунке 7 сопоставлены значения раз-
личных составляющих пористости: пористости, 
приходящейся на битумы, тяжелые фракции 
нефти, битумы и тяжелые фракции нефти, сво-
бодное поровое пространство, свободное по-
ровое пространство и легкие фракции нефти 
с общей пористостью по ЯМР после донасыще-
ния керосином на цилиндрических образцах 
и общей пористостью на дробленых породах. 
Наблюдается линейная зависимость для об-
разцов с коэффициентами детерминации  

Табл. 1. Результаты определения ФЕС методами ЯМР и газоволюметрии пород пласта. Б1
Tab. 1. Results of filtration capacity properties determination by NMR and gas-volumetric methods 
for B1 reservoir rocks
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35302/21 1 459,24 2,6 4,5 0,9 1,9 4,4 0,01 1,0 5,2 6,2

35306/21 1 471,36 2,1 2,6 1,1 0,5 2,5 – 1,2 3,7 4,9

29555/21 1 490,87 1,5 2,0 1,1 0,5 2,1 0,02 1,0 3,1 4,1

29561/21 1 497,86 1,4 1,7 1,1 0,3 1,9 0,01 1,1 3,0 4,1

29567/21 1 509,63 4,0 8,1 1,1 4,1 7,8 0,92 1,1 8,3 9,4

29347/21 1 516,24 4,0 5,9 1,0 2,0 5,0 – 0,8 6,6 7,4

29575/21 1 516,31 6,2 12,7 1,3 6,4 12,2 87,90 1,4 13,5 14,8

29349/21 1 520,26 9,0 16,4 1,1 7,3 16,0 84,15 1,2 16,4 17,5

32334/21 1 525,19 1,4 2,1 0,7 0,7 1,9 0,00 0,7 2,6 3,3

29583/21 1 526,05 7,8 15,0 1,4 7,2 14,0 46,77 1,5 15,7 17,1

32337/21 1 537,98 1,0 2,1 1,0 1,0 2,1 0,01 1,0 2,6 3,6

29355/21 1 538,87 0,8 0,9 0,7 0,1 0,1 – 0,9 0,5 1,4

29363/21 1 555,87 4,1 5,7 1,6 1,7 4,9 0,15 1,4 6,5 7,8

29365/21 1 566,64 4,1 9,0 1,3 4,9 8,5 – 1,4 8,9 10,3

4891/22 1 757,53 4,7 8,7 1,2 4,0 8,3 2,47 1,3 10,1 11,4

32840/21 1 762,55 1,8 4,3 1,2 2,4 4,0 0,03 1,4 4,6 6,0

4899/22 1 767,05 2,9 4,4 0,9 1,5 4,4 – 1,1 5,7 6,8

32842/21 1 771,04 3,2 3,8 1,0 0,6 3,4 – 0,9 4,6 5,5

32846/21 1 774,55 2,9 5,0 0,8 2,1 4,2 – 0,9 5,1 6,0

4901/22 1 775,73 2,9 4,3 1,8 1,4 4,9 – 1,7 6,0 7,7

4911/22 1 795,91 3,4 5,1 1,2 1,8 4,7 0,04 1,4 5,3 6,7

Рис. 6. Сопоставление проницаемости 
по Клинкенбергу:
—— — с общей пористостью по ЯМР после 
донасыщения керосином на цилиндрических 
образцах
—— — с общей пористостью на дробленых 
породах
Fig. 6. Comparison of Klinkenberg permeability:
—— – with total porosity by NMR after kerosene 
pre-saturation on cylindrical samples
—— – with total porosity on crushed rocks
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R2 = 0,82; 0,75; 0,81; 0,91; 0,92 для сопостав-
ления составляющих пористости с общей по-
ристостью по ЯМР после донасыщения кероси-
ном и с коэффициентами детерминации R2 = 
0,85; 0,81; 0,86; 0,84; 0,85 для сопоставления 
составляющих пористости с общей пористо-
стью. Из рисунка 7 видно, что c увеличением 
общей пористости по ЯМР после донасыщения 
керосином и общей пористости растет объем 
порового пространства, а вместе с ним объем 
битумов и объем свободных пор, соотносящи-
еся к объему породы.

На рисунке 8 сопоставлены значения про-
ницаемости по Клинкенбергу с различными 
составляющими пористости: пористостью, 
приходящейся на битумы, тяжелые фракции 
нефти, битумы и тяжелые фракции нефти, сво-
бодное поровое пространство, свободное по-
ровое пространство и легкие фракции нефти. 
Наблюдается экспоненциальная зависимость 
для образцов с коэффициентами детерми-
нации R2=0,90; 0,89; 0,91; 0,86; 0,87 соот-
ветственно. Из рисунка 8 видно, что с ростом 
объема битумов и объема свободных пор, со-
относящихся к объему породы, увеличивается 
проницаемость.

Для расчета граничных отсечек времени 
T2 использовали данные о содержании биту-
мов, тяжелых фракций нефти и свободного 
порового пространства, полученные методом 
пиролиза, а также результаты определения 
количества воды, полученные экстракционно- 
дистилляционным методом (табл. 2). Принцип 

определения граничных отсечек времени 
T2 заключается в том, что количественное со-
держание битумов, тяжелых фракций нефти, 
воды и легких фракций нефти откладывают 
на оси «Кп (кумулятивный)», проводят прямую 
линию до пересечения с кумулятивной кривой 
(красная пунктирная линия) и опускают пер-
пендикуляр на ось времени T2. Полученное 
время T2 и будет определяться в качестве гра-
ничной отсечки (рис. 9). Полученные результа-
ты приведены в таблице 3.

Граничная отсечка битумов составила 
0,2–3,9 мс (среднее 1,2 мс), отсечка битумов 
и тяжелых фракций нефти составила 0,3–
9,9 мс (среднее 3,2 мс) и отсечка битумов, 

тяжелых фракций нефти, воды и легких фрак-
ций нефти составила 0,3–383,6 мс (среднее 
38,8 мс).

Рассчитанные граничные отсечки (инди-
видуальные и средние) времени T2 исполь-
зованы для получения соответствующих зна-
чений пористости, относящейся к битумам 
и тяжелым неподвижным фракциям нефти, 
тяжелым подвижным фракциям нефти, сво-
бодному поровому пространству на кривых 
ЯМК (рис. 10). На рисунке 10 приведены три 
планшета для трех месторождений Восточной 
Сибири пласта Б1. 

Как видно из рисунка 10 (трек 1 для план-
шетов), значения пористости, приходящейся 

Рис. 7. Сопоставление различных составляющих пористости:  
а — пористость, приходящаяся на битумы; б — тяжелые фракции 
нефти; в — битумы и тяжелые фракции нефти; г — свободное 
поровое пространство; д — свободное поровое пространство 
и легкие фракции нефти
——   — с общей пористостью по ЯМР после донасыщения керосином 
на цилиндрических образцах
——   — с общей пористостью на дробленых породах
Fig. 7. Comparison of different components of porosity: a – porosity 
attributable to bitumen; б – heavy oil fractions; в – bitumen and heavy oil 
fractions; г – free pore space; д – free pore space and light oil fractions
——   – with total porosity according to NMR after pre-saturation with 
kerosene on cylindrical samples
——   – with total porosity on crushed rocks

Рис. 8. Сопоставление проницаемости по Клинкенбергу: 
с пористостью, приходящейся на битумы — а; тяжелые 
фракции нефти — б; битумы и тяжелые фракции нефти — в; 
свободное поровое пространство — г; свободное поровое 
пространство и легкие фракции нефти — д
Fig. 8. Comparison of permeability according to Klinkenberg: with 
porosity attributable to bitumen – a; heavy oil fractions – б; bitumen 
and heavy oil fractions – в; free pore space – г; free pore space and 
light oil fractions – д

Рис. 9. Графическое представление определения граничных отсечек времени T2
Fig. 9. Graphical representation of the definition of boundary time cutoffs T2
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на свободное поровое пространство, рассчи-
танные с использованием средней граничной 
отсечки времени T2 (38,8 мс) по данным ЯМК, 
и индивидуальных граничных отсечек време-
ни T2 по керновым данным, неплохо сопостав-
ляются между собой. Аналогично значения 
пористости, приходящейся на битумы, битумы 
и тяжелые фракции нефти (треки 2 и 3 для 
планшетов), рассчитанные с использованием 
средней граничной отсечки времени T2 по дан-
ным ЯМК (1,2 мс и 3,2 мс), и индивидуальных 
граничных отсечек времени T2 по керновым 
данным, хорошо сопоставимы.

В данной работе проводились экспе-
рименты по определению водородного ин-
декса битумов. Для расчета ВИ битумов ис-
пользовалась запатентованная технология  
ООО «ТННЦ» [7], основанная на регистрации 
изменения объема порового флюида методом 
ЯМР и газоволюметрическим методом до и по-
сле экстракции. Дробленая битумонасыщен-
ная порода помещалась в датчик ЯМР-спектро-
метра и определялся объем битумов по ЯМР 
до экстракции. Затем дробленая порода поме-
щалась в измерительный стакан гелиевого по-
розиметра и измерялся объем твердой фазы. 
После этого дробленая порода экстрагирова-
лась последовательно в трех растворителях 
(хлороформ, вымачивание в керосине, смесь 

Табл. 2. Результаты количественного определения содержания битумов, тяжелых фракций нефти и свободного порового 
пространства комплексным способом
Tab. 2. Results of quantitative determination of bitumen content, heavy oil fractions and free pore space by complex method
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35302/21 1 459,24 0,011 4,47 0,14 0,11 0,25 0,10 0,95 1,30 3,17 3,27

35306/21 1 471,36 – 2,59 0,28 0,53 0,81 0,30 0,48 1,58 1,01 1,31

29555/21 1 490,87 0,02 2,04 0,07 0,02 0,09 0,01 0 0,10 1,94 1,96

29561/21 1 497,86 0,005 1,70 0,16 0,08 0,24 0,06 0,47 0,77 0,93 0,99

29567/21 1 509,63 0,921 8,05 0,66 0,30 0,96 0,24 0,23 1,43 6,62 6,86

29347/21 1 516,24 – 5,95 0,24 0,18 0,43 0,14 0,51 1,08 4,87 5,01

29575/21 1 516,31 87,905 12,68 1,20 1,03 2,22 0,65 0,24 3,12 9,57 10,22

29349/21 1 520,26 84,150 16,37 1,44 1,17 2,61 0,89 0,46 3,96 12,40 13,29

32334/21 1 525,19 0,00 2,05 0,27 0,16 0,43 0,11 0 0,54 1,51 1,62

29583/21 1 526,05 46,77 15,00 1,34 1,14 2,48 0,64 3,32 6,44 8,56 9,20

32337/21 1 537,98 0,01 2,05 0,15 0,03 0,18 0,02 0 0,20 1,85 1,87

29355/21 1 538,87 – 0,91 0,05 0,05 0,10 0,02 0,27 0,39 0,52 0,54

29363/21 1 555,87 0,147 5,71 0,71 0,53 1,24 0,42 0,95 2,61 3,10 3,52

29365/21 1 566,64 – 8,96 0,62 0,58 1,20 0,55 0,47 2,22 6,74 7,29

4891/22 1 757,53 2,47 8,68 1,08 0,91 1,99 0,35 2,27 4,60 4,08 4,43

32840/21 1 762,55 0,03 4,28 0,09 0,21 0,31 0,17 0 0,47 3,80 3,97

4899/22 1 767,05 – 4,37 0,66 0,57 1,24 0,44 0,98 2,65 1,71 2,15

32842/21 1 771,04 – 3,81 0,65 0,29 0,94 0,27 0,23 1,43 2,38 2,65

32846/21 1 774,55 – 5,00 0,52 0,55 1,07 0,36 0 1,43 3,57 3,93

4901/22 1 775,73 – 4,33 0,61 0,63 1,24 0,19 1,48 2,91 1,42 1,61

4911/22 1 795,91 0,04 5,13 0,32 0,32 0,64 0,28 0 0,91 4,22 4,49

Рис. 10. Геофизические планшеты с примененными граничными отсечками времени T2 для 
трех месторождений Восточной Сибири пласта Б1
Fig. 10. Geophysical plots with applied T2 time boundary cutoffs for three East Siberian fields 
of the B1 reservoir
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хлороформа и ксилола в соотношении 1:1) 
для максимально возможной очистки от биту-
мов и высушивалась при температуре 105 °С  
до постоянной массы. Определялся сигнал 
ЯМР от сухой экстрагированной дробленой 
породы, а также объем твердой фазы в гели-
евом порозиметре. Водородный индекс биту-
мов рассчитывался по формуле:

 
(5)

где VЯМР после щад. экстр. — объем битумов 
по ЯМР после щадящей экстракции, см3; 
VЯМР после полн. экстр. — сигнал ЯМР от сухой 
экстрагированной породы в единицах объ-
ема, см3; Vтв.ф. после щад. экстр. — объем твер-
дой фазы после щадящей экстракции, см3;  
Vтв.ф. после полн. экстр. — объем твердой фазы по-
сле полной экстракции, см3 (табл. 4).

Для практических задач интерпретации 
ГИС рекомендуется использовать значение во-
дородного индекса битумов, равное 0,789 д.е.

Рекомендации
1. Необходимо увеличить статистику количе-

ственного определения битумов комплекс-
ным способом для внесения поправки при 
подсчете запасов подвижных углеводоро-
дов коллекторов Восточной Сибири.

2. Для уточнения граничных отсечек  

времени T2 необходимо обеспечивать мак-
симальное подобие насыщения флюидами 
образцов керна как в зоне исследований 
ЯМК (использование нефти и фильтрата 
бурового раствора в случае его проникно-
вения в породу).

3. Для корректного расчета водородного ин-
декса битумов рекомендуется увеличить 
статистику исследуемых образцов пород 
Восточной Сибири и использовать образ-
цы с высоким содержанием битумов.

Итоги
Разработанная методика оценки содержа-
ния битума в поровом пространстве пород 
коллекторов Восточной Сибири на основе 
комплексного анализа лабораторных иссле-
дований керна позволила оценить объем пор, 
занятый битумом, и оценить его содержание 
по разрезу. Определены граничные отсечки, 
позволяющие оценить долю пор, занятую тем 
или иным флюидом. Получено неплохое со-
поставление пористости, приходящейся на 
свободное поровое пространство, а также 
пористости, приходящейся на битумы и тяже-
лые фракции нефти, по керновым данным и 
по данным ЯМК. Описаны эксперименты по 
определению водородного индекса битумов 
и предложено значение водородного индекса, 
рекомендованного для практических задач 
интерпретации ГИС.

Выводы
•  Предложен комплексный способ количе-

ственного определения битумов коллек-
торов Восточной Сибири, основанный 
на использовании методов газоволюме-
трии, ЯМР и пиролиза.

•  Для исследованной коллекции образ-
цов построены зависимости пористость- 
пористость и пористость-проницаемость 
с высоким коэффициентом детерминации.  
Рассчитано количественное содержание 
битумов комплексным способом.

•  Рассчитаны граничные отсечки времени 
T2, отделяющие битумы, тяжелые нефти 
и свободное поровое пространство. Сред-
няя отсечка битумов составила 1,2 мс, 
средняя отсечка битумов и тяжелых фрак-
ций нефти составила 3,2 мс, средняя от-
сечка битумов, тяжелых фракций нефти 
и воды составила 38,8 мс.

•  Полученные граничные отсечки времени 
T2 применены на кривых ЯМК. Получе-
но неплохое сопоставление пористости, 
приходящейся на свободное поровое 
пространство, а также пористости, прихо-
дящейся на битумы и тяжелые фракции 
нефти, по керновым данным и по данным 
ЯМК.

•  Для практических задач интерпретации 
ГИС рекомендуется использовать значе-
ние водородного индекса битумов, равное 
0,789 д.е.

Табл. 3. Результаты определения граничных отсечек времени T2
Tab. 3. Results of determination of boundary time cutoffs T2
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1 35302/21 1 459,24 0,011 4,47 0,14 0,25 1,30 3,17 0,7 1,2 16,9

2 35306/21 1 471,36 – 2,59 0,28 0,81 1,58 1,01 1,0 9,9 30,5

3 29555/21 1 490,87 0,02 2,04 0,07 0,09 0,10 1,94 0,2 0,3 0,3

4 29561/21 1 497,86 0,005 1,70 0,16 0,24 0,77 0,93 1,2 1,8 12,0

5 29567/21 1 509,63 0,921 8,05 0,66 0,96 1,43 6,62 1,3 2,2 3,8

6 29347/21 1 516,24 – 5,95 0,24 0,43 1,08 4,87 0,9 1,3 3,0

7 29575/21 1 516,31 87,905 12,68 1,20 2,22 3,12 9,57 1,7 3,9 6,6

8 29349/21 1 520,26 84,150 16,37 1,44 2,61 3,96 12,40 0,6 1,1 1,9

9 32334/21 1 525,19 0,00 2,05 0,27 0,43 0,54 1,51 0,8 1,9 3,1

10 29583/21 1 526,05 46,77 15,00 1,34 2,48 6,44 8,56 1,0 3,4 38,0

11 32337/21 1 537,98 0,01 2,05 0,15 0,18 0,20 1,85 3,9 4,6 5,0

12 29355/21 1 538,87 – 0,91 0,05 0,10 0,39 0,52 0,5 0,9 9,5

13 29363/21 1 555,87 0,147 5,71 0,71 1,24 2,61 3,10 0,9 2,4 16,6

14 29365/21 1 566,64 – 8,96 0,62 1,20 2,22 6,74 0,6 1,3 4,8

15 4891/22 1 757,53 2,47 8,68 1,08 1,99 4,60 4,08 3,4 9,8 383,6

16 32840/21 1 762,55 0,03 4,28 0,09 0,31 0,47 3,80 0,7 4,5 8,4

17 4899/22 1 767,05 – 4,37 0,66 1,24 2,65 1,71 1,5 5,7 51,6

18 32842/21 1771,04 – 3,81 0,65 0,94 1,43 2,38 0,6 1,1 2,7

19 32846/21 1774,55 – 5,00 0,52 1,07 1,43 3,57 0,9 2,7 4,9

20 4901/22 1775,73 – 4,33 0,61 1,24 2,91 1,42 3,5 8,2 216,0

21 4911/22 1795,91 0,04 5,13 0,32 0,64 0,91 4,22 0,8 1,7 2,7
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Results
The developed methodology for estimating the bitumen content in the 
pore space of reservoir rocks in Eastern Siberia based on a comprehensive 
analysis of laboratory core studies allowed us to estimate the volume of 
pores occupied by bitumen and to estimate its content along the section. 
Boundary cutoffs were determined, which allow estimating the fraction 
of pores occupied by this or that fluid. A good comparison of porosity 
attributable to free pore space and porosity attributable to bitumen and 
heavy oil fractions from core data and NMR logging data is obtained. 
Experiments to determine the hydrogen index of bitumen are described 
and the value of hydrogen index recommended for practical tasks of 
methods of geophysical well studies interpretation is proposed.

Conclusions
•  A complex method of quantitative determination of bitumen of East 

Siberian reservoirs based on the use of gas-volumetric, NMR and 
pyrolysis methods is proposed.

•  Porosity-porosity and porosity-permeability dependences with high 
coefficient of determination were constructed for the studied sample 
collection.  The quantitative bitumen content was calculated by the 
complex method.

•  The boundary time cutoffs T2 separating bitumen, heavy oil and free 
pore space were calculated. The average cutoff of bitumen was 1,2 ms, 
the average cutoff of bitumen and heavy oil fraction was 3,2 ms, 
and the average cutoff of bitumen, heavy oil and water fraction was 
38,8 ms.

•  The obtained T2 time boundary cutoffs were applied to the NMR logging 
curves. A good comparison of porosity attributable to free pore space 
and porosity attributable to bitumen and heavy oil fractions from core 
data and NMR logging data was obtained.

•  For practical tasks of methods of geophysical well studies 
interpretation it is recommended to use the value of bitumen 
hydrogen index equal to 0,789 d.u.
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