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В бассейне Тендрара-Миссур, расположенном на востоке Марокко находится крупнейшее в стране газовое 
месторождение, представляющее собой подтвержденную нефтегазоносную систему с нефтегазоматерин-
скими породами палеозойского периода и кремнисто-обломочными продуктивными пластами триасового 
периода, запечатанными позднетриасовыми и раннеюрскими соляными формациями. В исследовании 
оценивались потенциал образования углеводородов и термическая зрелость материнских пород камен-
ноугольного периода с помощью геохимического анализа 215 образцов из четырех скважин (OSD-1, 
TE-1, TE-2 и TE-3). Результаты показывают, что большинство образцов характеризовались плохим или 
удовлетворительным содержанием органического вещества, при этом общее содержание органического 
углерода (TOC) составляло менее 1%. Образцы состояли в основном из керогена III типа (газоносного) и 
IV типа (негазоносного) с водородным индексом (HI) < 150 мг HC/г TOC. Однако в определенных интер-
валах, особенно в скважине OSD-1, были обнаружены отличные характеристики материнской породы со 
значениями TOC, превышающими 4%, и смесью керогена II/III типа со значениями HI, превышающими 
150 мг HC/г TOC. Уровни зрелости в скважине варьировались от незрелых до постзрелых, с содержани-
ем витринита в пределах 0.58–2.56%. Моделирование истории осадконакопления в скважинах OSD-1 и 
TE-3 показало, что генерация углеводородов из материнских пород каменноугольного периода началась 
в позднекаменноугольно-пермский период, т.е. во время герцинского орогенеза. Объемные расчеты, 
основанные на моделировании методом Монте-Карло, позволили оценить генерационный потенциал 
материнских пород каменноугольного периода примерно в 200 000 т/км². Накопленные объемы, получен-
ные из материнских пород каменноугольного периода, оцениваются приблизительно в 300 млн баррелей 
нефти и 2.5 трлн кубических футов (TCF) газа.

Ключевые слова: Бассейн Тендрара-Миссур, материнская порода каменноугольного периода, терми-
ческий анализ методом Rock-Eval®, отражательная способность витринита, моделирование методом 
Монте-Карло
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Регион Ближнего Востока и Северной Африки 
(MENA) важен для мирового энергетического сек-
тора, поскольку обладает крупными запасами нефти 
и природного газа. Хотя регион MENA представля-
ет лишь 5% мирового населения, в нем находятся 
приблизительно 66% доказанных мировых запасов 

нефти и около 45% запасов природного газа [1]. 
Североафриканские бассейны, особенно в Алжи-
ре, Ливии и Египте, содержат приблизительно 4% 
мировых запасов нефти и газа и на их территории 
располагается около 40 гигантских месторождений 
углеводородов [2]. Нижнесилурийская формация 

mailto:margoum.achour@ump.ac.ma


ПЕТРОЛЕОМИКА. PETROLEOMICS том 5 № 1 2025

ХАРАКТЕРИСТИКА НЕФТЕМАТЕРИНСКИХ ПОРОД ДЛЯ ОПРЕДЕЛЕНИЯ ПОТЕНЦИАЛА... 31

Танеззуфт является местом происхождения 80–90% 
углеводородов палеозойского периода, а еще 10% 
происходят из сланцев франского яруса верхнеде-
вонского периода, заполняющих ряд внутрипалео-
зойских и триасовых продуктивных пластов [3, 4]. 
Нижний силур Марокко представлен несколькими 
осадочными бассейнами, такими как Тадла, Дукка-
ла, Будниб и Эс-Сувейра, с зарегистрированными 
значениями общего содержания органического угле-
рода, достигающими 10.5% [5].

Значительные месторождения газа и конденса-
та в бассейне Тендрара-Миссур (восточная часть 
Марокко), открытые в регионе Аноуаль (SBK-1) в 
2000 г. и в Тендраре (TE-5) в 2006 г., подтвердили 
наличие нефтегазоносной системы. Это гибридная 
система с палеозойскими материнскими породами и 
триасовым кремнисто-обломочным продуктивным 
пластом (Trias Argileux Gréseux Inférieur), запечатан-
ным позднетриасовыми/раннеюрскими соляными 
формациями [6–8]. Основываясь на региональном 
геологическом строении, можно предположить, что 
материнская порода этих углеводородов сформи-
рована в силурийский период, хотя силурийские 
пласты не были вскрыты ни одной скважиной. Ма-
теринская порода каменноугольного периода также 
считается важной нефтегазоматеринской породой. 
В работе Beauchamp с сотр. [9] представлены дан-
ные по общему содержанию органического угле-
рода (TOC) и результатам термического анализа 
методом Rock-Eval® образцов из вестфальских и 
намюрских пластов в скважине OSD-1, которые 
указали на благоприятные характеристики нефте-
материнской породы, особенно с керогеном III типа. 
Кроме того, в работе Argent с сотр. [6] сообщает-
ся о наличии  богатых органикой сланцев и углей 
из материнской породы верхнекаменноугольного 
периода в скважинах OSD-1 и TE-8, что дополни-
тельно указывает на потенциал карбона  в качестве 
нефте газоматеринской породы в бассейне Миссур-
Тендрара.

В различных регионах Северной Африки камен-
ноугольный период показывает разный потенциал 
нефтегазоматеринской породы. В бассейне Гадамис 
в Ливии формации Мрар и Ассед-Джефар демон-
стрируют высокое значение TOC, но в них преобла-
дает гумусовый кероген, состоящий в основном из 
витринита и инертинита, что приводит к ограничен-
ному образованию углеводородов [10]. Напротив, в 
бассейне Фагур-Сива в Египте представлена форма-
ция Диффах, которая демонстрирует очень хорошее 
обогащение органическими соединениями и потен-
циал источника от слабого до среднего уровня со 
смешанным газо-/нефтеносным и газоносным типом 
керогена III/II и III [11, 12]. Этот период характери-

зуется циклическими моделями осадконакопления, 
включающими песчаники, известняки, аргиллиты 
и уголь, на которые повлияли гляцио-эвстатиче-
ские изменения уровня моря [13]. Тектонические 
события, как например, в период герцинской эпохи 
складчатости, сформировали структурное строе-
ние [2, 14].

Целью данного исследования была оценка по-
тенциала образования углеводородов материнских 
пород каменноугольного периода в бассейне Тен-
драра-Миссур на основе геохимического анализа 
215 образцов, отобранных из четырех нефтяных 
скважин. Это исследование объединило оценку угле-
водородонасыщенности бассейна, типа керогена и 
термической зрелости материнской породы с моде-
лированием истории осадконакопления и термиче-
ского созревания, дополненным моделированием 
с использованием метода Монте-Карло. Результа-
ты данного исследования предоставляют важную 
информацию для современного понимания нефте-
газоносной системы, в частности потенциальных 
нефтегазоматеринских пород Тендрара-Миссурского 
и региональных бассейнов.

Геологические условия. Бассейн Тендрара-Мис-
сур расположен в восточной части Марокко, на се-
верном выступе гор Высокого Атласа. Он ограничен 
с запада горами Среднего Атласа, с севера — хреб-
том Трарид и палеозойскими выступами Дебду и 
Меккам, а с востока — Сахарским Атласом в Ал-
жире. Бассейн состоит из двух впадин: Тендрара 
на востоке и Миссур на западе, которые разделены 
хребтом Мечкакур (рис. 1).

Согласно работам Hoepffner с сотр. [15] и 
Michard с сотр. [16, 17], бассейн Тендрара-Миссур 
является частью Восточной Месеты, фундамент 
которой состоит из неоднородных палеозойских 
формаций, сильно деформированных во время гер-
цинского орогенеза. Однако сейсмические и сква-
жинные данные указывают на то, что палеозойские 
формации в этом бассейне не сильно деформирова-
ны, не метаморфизованы и не гранитизированы. В 
работе Bouchta и Taki [18] выдвинуто предположе-
ние, что бассейн Тендрара-Миссур является частью 
Сахарской платформы, а также продолжением бас-
сейнов Алжирской триасовой провинции (рис. 2). 
Бассейн Тендрара-Миссур имеет ту же тектоно-
седи ментационную эволюцию, что и Алжирские 
бассейны [18].

Палеозойские формации характеризуются хо-
рошо развитыми кембрийско-ордовикскими 
кремнисто-обломочными отложениями, а также 
силурийскими черными сланцами, которые счи-
таются основными источниками углеводородов 
в данном регионе. Осадконакопление в течение 
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нижнекаменноугольного периода было синороген-
ным, с  фациями, варьирующимися от карбонатов, 
 отложившихся на приподнятых блоках и антикли-
налях висячего крыла, до турбидитов, которые на-
капливались в обрушающихся структурах, таких 
как синклинали лежачего бока и/или опущенные 
блоки [18].

Расположение бассейна Тендрара-Миссур в пред-
горье Атласских гор дополнительно повлияло на 
его геологическую эволюцию в мезокайнозойский 
период [20, 21]. В течение триасово-юрского пери-
ода тектоника растяжения играла ключевую роль в 
формировании осадочной и структурной эволюции 
региона, характеризующейся преобладанием гор-
стовых и грабеновых структур. Внутриконтинен-
тальный рифтогенез, на который повлияли системы 
разломов, унаследованные от герцинского орогена, 
привел к образованию сложного массива бассейнов 
растяжения, очерченных нормальными и сдвиго-
выми разломами, ориентированными от востока на 
запад до северо-востока на юго-запад [9]. Данные 
бассейны изначально были заполнены континен-

тальными грубообломочными отложениями, вклю-
чая речные песчаники и озерные глинистые красные 
песчаники. За этой последовательностью осадочных 
отложений последовало отложение Нижней соляной 
формации, которое позже было перекрыто потоками 
базальтовой лавы. Выше базальтовых потоков нахо-
дится верхняя соляная толща, которая демонстри-
рует галокинетическое движение, указывающее на 
значительную тектоническую активность солей. Эта 
толща служит эффективным барьером для потенци-
альных ловушек углеводородов, тем самым играя 
решающую роль в региональной углеводородной 
системе [18]. 

Начиная с мелового периода регион был подвер-
жен влиянию альпийского горообразования. В пале-
огеновый период возникли тектонические складки 
и надвиги, которые привели к инверсии хребтов 
Высокого и Среднего Атласа в отдельные склад-
чатые пояса. Напротив, бассейн Тендрара-Миссур 
и регион Высоких плато оставались относительно 
стабильными, испытывая только незначительную 
региональную складчатость [20].

Рис. 1. Геологическая карта бассейна Тедбарар-Миссур, иллюстрирующая основные стратиграфические еди-
ницы и расположение изученных скважин. Сокращения: W.M. —  Западная Месета; W.H.A. — Западный Высо-
кий Атлас; C.H.A. — Центральный Высокий Атлас; E.H.A. — Восточный Высокий Атлас; A.A. — Анти-Атлас; 

M.A. — Средний Атлас.
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Стратиграфические данные. Пласты камен-
ноугольного периода, которые являются предме-
том данного исследования, не залегают в пределах 
бассейна Тендрара-Миссур. Тем не менее, эти слои 
присутствуют в нескольких скважинах (рис. 3).

Визейский ярус. Визейский ярус был определен 
палинологическим датированием в скважине TE-3 
между интервалами 3695 и 4346 м [22]. Он состоял 
из чередующихся слоев черно-серо-черного сланца, 
известняка, мергелистого известняка и черно-серых 
алевритовых аргиллитов.

Намюрский ярус. Намюрский ярус в бассейне 
Тендрара-Миссур был подтвержден палинологиче-
ским датированием в нескольких скважинах, вклю-
чая OSD-1, TE-1, TE-2, TE-3 и TE-5 [23, 24]. Эти 
скважины продемонстрировали заметное литоло-
гическое разнообразие. В скважине OSD-1 были 

обнаружены вкрапления серых и глинистых мерге-
лей, мелких песчаников и следы угля, а в скважине 
TE-1 — слюдистые черные аргиллиты. Скважина 
TE-2 характеризовалась черным мергелистым ар-
гиллитом с вкраплениями мергелистых известняков 
и песчаников. Образцы, полученные из скважины 
TE‑3, представляли собой серо-черные алевритовые 
аргиллиты и серо-коричневые глинистые известняки, 
тогда как образцы из скважины TE-5 были представ-
лены светло-серыми и средне-серыми аргиллитами 
и известняками. Эта литологическая изменчивость 
в сочетании с палинологическими признаками ука-
зывает на сложную осадочную среду с чередующи-
мися морскими и континентальными условиями.

Вестфальский ярус. Палинологическое датиро-
вание подтвердило наличие вестфальских пластов 
в пяти скважинах в бассейне Тендрара-Миссур, а 

Рис. 2. Геологический разрез, простирающийся от бассейна Сирт на востоке до прибрежного бассейна Касабланка 
на западе. Этот разрез показывает, что бассейн Тендрара-Миссур имеет ту же тектоно-седиментационную эво-
люцию, что и Алжирские бассейны: Палеозойские формации слегка смяты и рифтованны во время триаса из-за 

реактивации герцинских разломов (Craig с сотр. [19], в работе Bouchta и Taki [18]).
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именно: OSD-1, TE-4, TE-6, TE-8 и TE-9 [22, 24, 
25]. Этот стратиграфический интервал содержит 
множество литологий, указывающих на различные 
условия осадконакопления. В скважине OSD-1 вест-
фальский разрез включал вестфальские слои C и D, 
без признаков вестфальских слоев A или B, харак-
теризующиеся последовательностью конгломератов, 
аргиллитов, алевритов и песчаников. Скважина TE-4 
содержала серую глину и серовато-белый извест-
няк, а скважина TE-6 состояла из светло-серого и 
средне-серого аргиллита со следами органического 
вещества и серовато-белого аморфного известняка. 
В скважине TE-8 пласты включали аргиллиты от 
красновато-коричневых до светло- и темно-серых, 
которые были слегка илистыми и известковыми, а 
также следы органического вещества, известняка, 
песчаников от темно-красновато-серых до темно-се-
рых и глинистого угля. Наконец, скважина TE-9 
покрыла весь вестфальский интервал (A, B, C и 
D), характеризующийся аргиллитами, от коричне-
вато-красных до темно-серых, слегка илистыми и 
известковыми известняками, серовато-белыми амор-
фными известняками, песчаниками, алевритами и 
угольными пластами.

ЭКСПЕРИМЕНТАЛЬНАЯ ЧАСТЬ

В данном исследовании объединены геохими-
ческий анализ, методы моделирования бассейнов и 
моделирование методом Монте-Карло для оценки 
потенциала образования углеводородов и термиче-
ской зрелости материнских пород каменноугольного 
периода в бассейне Тендрара-Миссур.

Аналитические методы. Для детального гео-
химического анализа было отобрано 215 образцов 
пластов каменноугольного периода из четырех сква-
жин (OSD-1, TE-1, TE-2 и TE-3), расположенных 
в бассейне Тендрара-Миссур. TOC измеряли с ис-
пользованием метода LECO, позволяющего оценить 
богатство органического вещества материнских по-
род и определить их потенциал образования углево-
дородов. Затем был проведен термический анализ 
методом Rock-Eval® для определения типа керогена 
и потенциала образования углеводородов путем из-
мерения фракций S1, S2 и S3. Кроме того, для оцен-
ки термической зрелости образцов регистрировали 
максимальную температуру пиролиза (Tmax). Водо-
родный (HI) и кислородный (OI) индексы рассчиты-
вали в соответствии с методами, предложенными в 

Рис. 3. Корреляции скважин, вскрывающих пласты каменноугольного периода в бассейне Тендрара-Миссур. 
CAMP — Центрально-Атлантическая магматическая провинция; TAGI — Нижний триасовый глинистый песча-

ник; Ceno. — Кайнозойский; Creta. — Меловой; To. — Тоарский; Her. Unc. — Герцинское несогласие.
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работах Espitalie с сотр. [26] и Peters и Cassa [27]. 
Наконец, для части образцов была проанализирова-
на отражательная способность и витринита (%Ro) 
для уточнения результатов оценки термической зре-
лости. Этот анализ выполняли с  использованием 
источника белого света микро скопа, фотометра и 
масляно-иммерсионного объектива.

Метод моделирования. Моделирование бас-
сейна широко используется для изучения эволю-
ции осадконакопления и термического созревания 
осадочных бассейнов, благодаря предоставлению 
критически важной информации о генерации и ми-
грации углеводородов, а также об общей динамике 
нефтегазоносной системы [28–30]. В этом иссле-
довании было проведено одномерное моделиро-
вание истории осадконакопления и термического 
созревания в скважинах OSD-1 и TE-3. Модели-
рование основано на данных о вершинах пластов, 
через которые  проходят скважины, их литологии, 
измерениях  температуры в скважинах и показате-
лях тер мической зрелости (Tmax и %Ro), а также 
на информации о стратиграфических перерывах и 
эпизодах эрозии. Моделирование выполняли в сле-
дующем порядке:
1)	 Температура поверхности: историческую тем-

пературу поверхности рассчитывали по палео-
широтам методом Фрейкса (1979), описанным 
в работах Wygrala [31] и Yalçin с сотр. [32]. Па-
леошироты рассчитывали с помощью модели, 
представленной в работе Torsvik с сотр. [33], с 
удобным инструментом, доступным по ссылке 
www.paleolatitude.org;

2)	 Тепловой поток: текущий тепловой поток был 
рассчитан на основе температуры скважины 
(табл. 1) и стандартной теплопроводности в со-
ответствии с литологией пробуренных пластов. 
Термальная история была смоделирована с ис-
пользованием метода Маккензи [34, 35] с син-
рифтовым периодом между 240 млн лет до н.э. и 
163 млн лет до н.э. и коэффициентом растяжения 

β = 2.15, согласно описанию в работе Beauchamp 
с сотр. [9];

3)	 Калибровка модели: основной проблемой в про-
цессе моделирования является точная оценка зна-
чений толщины эрозии, связанных с ее различны-
ми фазами. Для этого модель была откалибрована 
по измеренным данным, включая температуру 
скважины (табл. 1), отражательную способность 
витринита (табл. 2) и значения Tmax, получен-
ные в результате термического анализа методом 
Rock-Eval®. Цель этой калибровки — обеспечить 
близкое соответствие между моделируемыми 
и измеренными данными, тем самым повышая 
степень адекватности модели.
Объемная оценка с использованием моделирова-

ния методом Монте-Карло. Метод Монте-Карло 
представляет вероятностный подход, используемый 
для явного включения в сложные вычисления нео-
пределенностей, связанных с входными перемен-
ными. Он генерирует детерминированные решения, 
производя вероятностные оценки посредством слу-
чайной выборки входных переменных. 

При применении этого метода для объемного рас-
чета углеводородов, образующихся в материнских 
породах каменноугольного периода бассейна Тен-
драра-Миссур, можно оценить накопленные объемы 
нефти и газа с использованием ключевых параме-
тров, таких как HI, TOC, плотность породы, толщи-
на, термическая зрелость, площадь поверхности, а 
также коэффициент накопления F, представляющий 
собой эффективность нефтегазоносной системы с 
точки зрения вытеснения, миграции, улавливания и 
сохранения углеводородов. Формулы, используемые 
в этом расчете, подробно представлены на рис. 4.

Была выполнена случайная выборка входных пе-
ременных более 20 000 итераций с распределением 
вероятностей, адаптированным для каждой перемен-
ной.  Статистический анализ имеющихся данных 
по TOC показывает, что они следуют логарифми-
ческому нормальному распределению (рис. 5). Это 

Таблица 1. Температурные данные скважин OSD-1 и TE-3

Скважина Глубина, м Температура, °C Примечания

OSD-1 1290 50 Температура в стволе скважины
OSD-1 2400 78 Температура в стволе скважины
OSD-1 2950 84 Температура в стволе скважины
OSD-1 3512 108 Температура в стволе скважины
TE-3 1324 56 Температура в стволе скважины
TE-3 3053 72 Температура в стволе скважины
TE-3 3643 86 Температура в стволе скважины
TE-3 4173 104 Температура в стволе скважины

http://www.paleolatitude.org
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распределение типично для строго положительных 
переменных, связанных с органическим составом, 
где более высокие значения редки, но возможны, 
при этом большинство наблюдений сосредоточено 
на более низких или умеренных уровнях. Аналогич-
но, с использованием логарифмического нормально-
го распределения была смоделирована переменная 
HI. Эти значения TOC и HI являются текущими, в то 
время как начальные значения TOC° и H° определя-
ются на основе текущих значений и коэффициента 
преобразования (TR), который зависит от термиче-
ской зрелости. Учитывая, что уровни созревания 
варьируются от незрелых до постзрелых, в соответ-
ствии с данными по Tmax и %Ro, TR в диапазоне от 
10 до 90% был принят и смоделирован с использо-
ванием нормального распределения (рис. 6). 

Для определения эффективной толщины мате-
ринской породы было применено равномерное рас-
пределение между оцененными минимальными и 
максимальными значениями, отражающее равнове-
роятное распределение в этом диапазоне. Осталь-
ным параметрам были присвоены постоянные зна-
чения (табл. 3). 

Результаты выражены в уровнях доверительной 
вероятности: 
1)	 P90 (1P) — доказанные запасы с 90%-ной ве-

роятностью того, что объем равен или больше 
оценочного значения; 

2)	 P50 (2P) — доказанные и вероятные запасы с 
50%-ной вероятностью; 

3)	 P10 (3P) — доказанные, вероятные и возможные 
запасы с 10%-ной вероятностью. 
Эта методология обеспечивает строгое рассмо-

трение неотъемлемых неопределенностей входных 
параметров, позволяя получать надежные вероят-
ностные оценки, адаптированные к потребностям 
объемной оценки.

РЕЗУЛЬТАТЫ И ИХ ОБСУЖДЕНИЕ

Богатство органического вещества. Органи-
ческое вещество является материальной основой 
для добычи углеводородов, и его обилие в породе, 
часто называемое богатством, напрямую влияет на 
объем углеводородов, которые могут быть образо-
ваны. Обилие органического вещества оценивалось 

Таблица 2.  Данные по отражательной способности витринита в скважинах OSD-1, TE-1, TE-2 и TE-3

Скважина Глубина, м %Ro Тип образца Возраст Литология

OSD-1 2365.40 0.58 Керн Вестфальский Песчаник
OSD-1 2365.40 0.59 Керн Вестфальский Песчаник
OSD-1 2366 0.61 Керн Вестфальский Песчаник
OSD-1 2401.50 0.65 Керн Вестфальский Глина и уголь
OSD-1 2401.55 0.68 Керн Вестфальский Песчаник
OSD-1 2401.80 0.65 Керн Вестфальский Песчаник
OSD-1 2401.82 0.84 Керн Вестфальский Алеврит
TE-1 3133.00 0.64 Шлам Намюрский Аргиллит и известняк
TE-1 3133.00 1.02–1.34 Шлам Намюрский Аргиллит и известняк
TE-1 3137.00 0.47–0.69 Шлам Намюрский Аргиллит и известняк
TE-1 3183.50 1.00–1.55 Шлам Намюрский Аргиллит
TE-2 2 602.00 1.50–1.95 Основной Намюрский Известняк
TE-2 2 608.00 1.23–1.90 Шлам Намюрский Известняк
TE-2 2 684.30 1.50–1.90 Шлам Намюрский Аргиллит
TE-3 2 981.65 1.71 — Вестфальский —
TE-3 3 472.80 2.06 — Намюрский —

TE-3 4 173.00 2.54 Основной Визейский Известняк

TE-3 4 175.00 2.56 Шлам Визейский Известняк

TE-3 4 176.67 1.93 — Визейский —

TE-3 4 350.000 2.48 — Визейский —
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Рис. 4. Блок-схема, отображающая расчетные формулы, используемые для объемной оценки материнской породы 
каменноугольного периода:

G° — доля газа, рассчитанная с помощью формулы, предложенной в работе Pepper и Corvi [36]; ρg — плотность газа, кг/м³;  
ρh — плотность нефти, кг/м³; Fg — эффективность миграции газа; Fo — эффективность миграции нефти

Рис. 5. Статистический анализ TOC для пластов каменноугольного периода в бассейне Тендрара-Миссур.
a — гистограмма распределения TOC, иллюстрирующая частоту значений TOC во всем массиве данных; б — короб-
чатая диаграмма, отображающая изменение значений TOC в массиве данных и по возрастным категориям каменно

угольного периода.



ПЕТРОЛЕОМИКА. PETROLEOMICS том 5 № 1 2025

38� A. MARGOUM и др.

с помощью измерения TOC. На основе критериев 
интерпретации, установленных в работе Peters и 
Cassa [27], образцы, проанализированные в этом 
исследовании, продемонстрировали значительную 
изменчивость в богатстве органического вещества, 
варьируясь от плохого до отличного уровня. Вест-
фальский участок скважины OSD-1 особенно при-
мечателен: в нем присутствуют образцы с содержа-
нием TOC, варьирующимся от очень хорошего до 
отличного (TOC > 2%). Однако на других участках 
большинство образцов были классифицированы как 
плохие или удовлетворительные, с содержанием 
TOC менее 1% (рис. 7).

Тип органического вещества. Тип органическо-
го вещества является еще одним важным параме-

тром, который влияет на потенциал образования 
углеводородов материнских пород. Обычно он 
оценивается с помощью индексов, таких как HI и 
IO, которые определяют с помощью термического 
анализа  методом Rock-Eval® и других методов, в 
частности, петрографического анализа. Эти индек-
сы позволяют классифицировать различные типы 
керогена: 
—	 кероген I типа, который в основном водоросле-

вый и богат водородом, имеет отличный потен-
циал для нефтеобразования; 

—	 кероген II типа, полученный в основном из мор-
ского органического вещества, имеет хороший 
потенциал для образования нефти и (в меньшей 
степени) газа; 

Рис. 6. Кривые функции плотности вероятности входных переменных.

Таблица 3. Входные переменные и связанные с ними распределения, используемые в моделировании методом 
Монте-Карло для объемного расчета углеводородов

Параметры Ед. изм. Распределение Мин. 
значение P90 P50 P10 Макс. 

значение
Сред. 
знач.

Cредне
квадратичное 
отклонение

TOC вес% Логарифмиче-
ски нормаль-
ное

0.02 0.80 1.32 2.21 57.60 1.43 0.60

HI мг HC/г TOC Логарифмиче-
ски нормаль-
ное

50 98 143 211 450 150 45

TR % Нормальное 0.10 0.37 0.50 0.63 0.90 0.50 0.10
Толщина м Равномерное 30 32 40 48 50 40 —
Плотность поро-
ды

кг/м3 Постоянное 2 650 —

Площадь км2 Постоянное 16 000 —
Эффективность 
миграции газа

% Постоянное 0.02 —

Эффективность 
миграции нефти

% Постоянное 0.05 —

Плотность газа кг/м3 Постоянное 0.7 —
Плотность нефти кг/м3 Постоянное 850 —
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—	 кероген III типа, полученный в основном из на-
земного растительного вещества; он богаче угле-
родом и имеет хороший потенциал для образова-
ния газа; 

—	 кероген IV типа, являющийся окисленным ор-
ганическим веществом с низким содержанием 

углеводородов и низким потенциалом образова-
ния углеводородов.
Графики зависимости HI от TOC (рис. 7, б) и мо-

дифицированные диаграммы Ван Кревелена (рис. 8) 
показывают, что образцы каменноугольного периода 
из бассейна Тендрара-Миссур содержат в основном 

Рис. 7. Диаграммы оценки количества органического вещества пластов каменноугольного периода в бассейне 
Тендрара-Миссур.

a — график зависимости S1 + S2 от TOC; б — график зависимости HI от TOC.

Рис. 8. Модифицированная диаграмма Ван-Кревелена (зависимость HI от OI), показывающая тип керогена (a), и 
модифицированная диаграмма Ван-Кревелена (зависимость HI от Tmax), показывающая тип керогена и уровень 

термической зрелости (б).
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кероген III и IV типа. Однако несколько образцов из 
вестфальского разреза скважины OSD-1 включают 
смешанный кероген типа II/III. Кроме того, тройная 
диаграмма, используемая для классификации типов 
керогена, основанная на относительных долях липти-
нита, витринита и инертинита (рис. 9), подкрепляет 
эти выводы, показывая, что большинство изученных 
образцов характеризуются керогеном III и VI типа.

Термическая зрелость. Термическая зрелость 
органического вещества является критическим па-
раметром при оценке его потенциала для образова-
ния углеводородов. Зрелость обычно оценивается 
с помощью таких показателей, как отражательная 
способность витринита [37, 38] и значения Tmax, по-
лученные с помощью термического анализа методом 
Rock-Eval® [26]. Отражательная способность ви-
тринита является прямым показателем термических 
изменений органического вещества, в то время как 
Tmax представляет собой температуру, при которой 
в процессе пиролиза образование углеводородов 
происходит с максимальной скоростью, что служит 
показателем зрелости.

Значения Tmax, показанные на рис. 8, б, и дан-
ные по отражательной способности витринита, 

представленные в табл. 2, указывают на различные 
уровни термической зрелости в различных страти-
графических разрезах. В вестфальском интервале 
скважины OSD-1 значения Tmax варьировались от 
440 до 470°C, а значения отражательной способно-
сти витринита — от 0.58 до 0.84%, это свидетель-
ствует о том, что зрелость простирается от незрелой 
зоны до зоны влажного газа. Однако намюрский 
участок этой скважины был расположен между зо-
нами влажного и сухого газа. В намюрском интерва-
ле скважины TE-1 значения Tmax варьировались от 
420 до 450 °C, а значения отражательной способно-
сти витринита — от 0.64 до 1.55%, что указывает на 
термическую зрелость в пределах нефтяного окна. 
Кроме того, намюрский участок скважины TE-2 ха-
рактеризовался значениями Tmax, равными ~430°C, 
а значения отражательной способности витринита 
варьировались от 1.5 до 1.9%, что свидетельствует 
о зрелости между нефтяным и газовым окнами. Для 
скважины TE-3 данные по отражательной способно-
сти витринита варьировались от 1.71 до 2.48%Ro, 
что указывает на то, что каменноугольные пласты 
рас положены в зоне перехода от влажного газа к 
сухому.

Рис. 9. Тройной график для классификации типов керогена на основе базовых органических компонентов: 
липтинит — витринит — инертинит.
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История осадконакопления. Мод елирование про-
водилось для скважин OSD-1 и TE-3, находящихся 
в интервале каменноугольного периода, и для ко-
торых достаточно данных для создания надежных 

моделей. Результаты, представленные на рис. 10 и 
11, указывают на то, что образование углеводородов 
из материнских пород каменноугольного периода 
началось во время герцинской эпохи складчатости. 

Рис. 10. Модели истории осадконакопления и термического созревания скважины OSD-1 в бассейне Тендра-
ра-Миссур.

a — модель истории осадконакопления, показывающая эволюцию окон термической зрелости; б — смоделированный 
график зависимости отражательной способности витринита от глубины,  демонстрирующий связь между смодели-
рованной термической зрелостью и контрольными значениями отражательной способности витринита и значениями 
эквивалентной отражательной способности витринита, преобразованными из значений Tmax, которые получены в 
ходе термического анализа методом Rock-Eval®; в — смоделированный график зависимости температуры от глубины, 

показывающий связь между смоделированной и измеренной температурой.
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В скважине OSD‑1 намюрские и вестфальские фор-
мации достигли нефтяного окна в пермский период. 
Напротив, в скважине TE-3 визейские, намюрские 
и вестфальские формации вошли в нефтяное окно 

в позднекаменноугольный период и перешли в га-
зовое окно в пермский период. Герцинская эпоха 
складчатости привела к значительной эрозии, при 
этом было удалено около 1500 м в скважине OSD-1 

Рис. 11. Модели истории осадконакопления и термического созревания скважины TE-3 в бассейне Тендрара-Мис-
сур.

a — модель истории осадконакопления, показывающая эволюцию окон термической зрелости; б — смоделированный 
график зависимости отражательной способности витринита от глубины, демонстрирующий связь между смоделиро-
ванной термической зрелостью и контрольными значениями отражательной способности витринита; в — смоделиро-
ванный график зависимости температуры от глубины, показывающий связь между смоделированной и измеренной 

температурой.
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и 4000 м в скважине TE-3. Современная плотность 
теплового потока оценивается в 54 мВт/м2, что со-
ответствует региональным измерениям в диапазоне 
от 40 до 80 мВт/м2 [39–41].

Объемы. Потенциал образования углеводородов 
материнской породы каменноугольного периода в 
бассейне Тендрара-Миссур был оценен моделиро-
ванием  методом Монте-Карло, который учитывает 
неопределенности во входных переменных. Были 
получены вероятностные доверительные интервалы 
для оцененных объемов. Результаты приведены в 
табл. 4 и на рис. 12.

Потенциал образования углеводородов был оце-
нен следующим образом: P90 — 84 кг/м2, P50 — 
200 кг/м2 (200 000 т/км²) и P10 — 465 кг/м2. Эта 
оценка позволяет рассчитать накопленные объемы 
углеводородов в данном районе: путем экстраполя-
ции на поверхность площадью 16 000 км2 и учета 
потерь, связанных с миграцией, улавливанием и 
сохранением углеводородов. В результате накоплен-
ный объем в доверительном интервале P50 оцени-

вается примерно в 300 млн баррелей нефти и около 
2.5 трлн кубических футов (TCF) газа.

Настоящее исследование подтверждает, что 
формации каменноугольного периода в бассейне 
Тендрара-Миссур демонстрируют благоприятные 
характеристики материнской породы для генерации 
газа, особенно в пределах вестфальских и намюр-
ских интервалов, что соответствует предыдущим 
выводам [6, 9].

Характеристики материнской породы каменно
угольного периода в бассейне Тендрара-Миссур со-
поставимы с характеристиками пород, наблюдаемых 
в других регионах Северной Африки, включая Ли-
вию и Египет, состоящих в основном из газоносных 
пород III типа, с редкими проявлениями смешанного 
нефте-/газоносного керогена II/III типа [11, 12].

Углеводородные скопления в бассейне Тендра-
ра-Миссур, основанные на материнской породе ка-
менноугольного периода, оцениваются в 300 млн 
баррелей нефти и 2.5 трлн кубических футов (TCF) 
газа. Однако эта оценка не учитывает другие мате-

Таблица 4. Потенциал образования углеводородов материнской породы каменноугольного периода в бассейне 
Тендрара-Миссур

Параметры Единицы изме-
рения

Мин.  
значение P90 P50 P10 Макс.  

значение
Среднее 
значение

Потенциал обра-
зования углеводо-
родов

кг/м2 9 85 201 474 5013 252

Накопленный объ-
ем нефти

млн баррелей 14 136 330 794 8875 417

Накопленный объ-
ем газа

BCF 145 1108 2507 5682 51454 3085

Рис. 12. Результаты моделирования методом Монте-Карло.
a — потенциал образования углеводородов материнской породы каменноугольного периода в бассейне Тендрара-Мис-

сур; б — накопленные объемы нефти и газа, полученные из материнской породы каменноугольного периода.
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ринские породы, такие как силурийские и девонские 
формации, которые хорошо изучены и задокументи-
рованы в региональных бассейнах [3–5]. Включение 
их вклада в анализ может привести к значительно 
более высоким объемам запасов углеводородов, 
что подчеркивает потенциал региона для будущих 
проектов геологоразведочных работ. Этот потен-
циал подкрепляется наличием двух разведочных 
скважин, пробуренных на структурах SBK и TE-5, 
и двух оценочных скважин, связанных с открытием 
скважины TE-5.

ЗАКЛЮЧЕНИЕ

Характеристика материнских пород каменноу-
гольного периода, основанная на анализе 215 образ-
цов из четырех скважин в бассейне Тендрара-Мис-
сур, подчеркивает их значительный потенциал для 
добычи углеводородов с особой предрасположенно-
стью к образованию природного газа. Были сделаны 
следующие выводы.
1.	 В скважине OSD-1 выявлено несколько высоко-

качественных интервалов в пределах вестфаль-
ских слоев со значениями общего содержания 
органического углерода (TOC), превышающи-
ми 4%, и значениями водородного индекса (HI), 
превышающими 150 мг HC/г TOC. Напротив, на 
других участках большинство проанализирован-
ных образцов показали значения TOC ниже 1% и 
значения HI ниже 150 мг HC/г TOC.

2.	 Органическое вещество относится преимуще-
ственно к III типу, имеет наземное происхожде-
ние и склонно к газообразованию. Оно также свя-
зано с органическим веществом IV типа, которое 
не имеет потенциала образования углеводородов. 
Примечательно, что определенные интервалы, 
особенно в вестфальском разрезе скважины 
OSD‑1, содержат органическое вещество II/III 
типа, благоприятное для образования как нефти, 
так и газа.

3.	 Степень термической зрелости образцов варьиру-
ется от незрелой до постзрелой. Модели истории 
термического созревания и осадконакопления 
скважин OSD-1 и TE-3 указывают на то, что 
генерация углеводородов началась в позднека-
менноугольно-пермский период, т.е. во время 
герцинской эпохи складчатости.

4.	 Потенциал образования углеводородов материн-
ских пород каменноугольного периода оцени-
вается примерно в 200 000 т/км2. Накопленные 
объемы, полученные из материнской породы ка-
менноугольного периода, оцениваются примерно 
в 300 млн баррелей нефти и около 2.5 трлн куби-
ческих футов газа.
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