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ГЕОХІМІЧНА ХАРАКТЕРИСТИКА ТА ЕВОЛЮЦІЯ ГАЗІВ 
ДЕЯКИХ РОДОВИЩ ДНІПРОВСЬКО-ДОНЕЦЬКОЇ ЗАПАДИНИ

Викладено результати геохімічного аналізу еволюції газів родовищ Дніпровсько-Донецької западини у межах 
різних тектонічних елементів. Застосовано методи термодинамічного моделювання, статистики та гео­
хімічних коефіцієнтів. Вихідні дані для розрахунків — 203 результати аналізу вільних і розчинених у нафті 
газів семи родовищ. Часовий діапазон вимірювань: 1966—2018 рр. Діапазон глибин від 1758 до 5587 м. Для 
оцінювання загальних тенденцій використані коефіцієнти і-С4/n-С4 , Ln(C1/C2), Ln(C2/C3), C1 (приведений). 
Для оцінки трендів перетворення в системі газ / консолідована речовина застосовано відношення С2/С3 до 
C2/i-C4. Співвідношення i-C4/n-C4 до нормалізованого метану використано як показник теплової зрілості. 
Термодинамічними методами обраховано об’єм метану, згенерованого керогеном, і глибини утворення рівно­
важних сумішей. За допомогою кореляційного аналізу розкрито структуру взаємозв’язків між компонента­
ми, параметрами та коефіцієнтами і виділено найсуттєвіші зв’язки. Установлено, що незалежно від глиби­
ни, віку та тектонічної приналежності гази розглянутих родовищ мають однакове походження — вони є 
продуктом еволюції керогену. Виявлено, що пастки Мовчанівського та Водянівського родовищ наповнюва­
лись газом або з багатьох джерел, або багатостадійно. Продуктивну товщу Новомиколаївського родовища 
гази насичували упродовж короткого інтервалу геологічного часу. У період експлуатації калорійність газів 
та число Воббе у покладах поступово зменшуються.

Ключові слова: вуглеводневі гази, еволюція органічної речовини, геохімічні коефіцієнти, Дніпровсько-До­
нецька западина.
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Вступ. Дніпровсько-Донецька западина (ДДЗ) 
посідає основне місце за величиною запасів, 
ресурсів і рівнем видобування вуглеводнів в 
Україні. Газові поклади зосереджені у 289 ро-
довищах регіону. Балансові, тобто видобувні 
запаси газу складають 550 млрд м3 (76,5 % до 

запасів України), позабалансові і з невизначе
ним промисловим значенням — 284 млрд м3. 
З надр регіону щорічно видобувають близь-
ко 19 млрд м3 газу (93 % від загального видо-
бутку в державі). Поклади нафти встановле-
но у 147 родовищах, балансові запаси склада
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ють 45,4  млн  т (51  % до запасів України), по- 
забалансові і з невизначеним промисловим 
значенням — 104  млн т. Щорічний видобу-
ток нафти підтримується на рівні 1,1 млн т, 
що становить 67 % від видобутку в Україні. 

За результатами геологорозвідувальних ро-
біт можемо констатувати, що більшість ро-
довищ з основними запасами вуглеводнів на 
малих і середніх глибинах Дніпровсько-
Донецької западини вже встановлені; чима-
ло з них перебувають на завершальній стадії 
розробки. Подальші перспективи відкриття 
нових родовищ пов’язуються з глибиною по-
над 5 км. А це передбачає суттєві фінансові 
витрати для проведення геологорозвіду-
вальних робіт. Тому велике значення нада-
ється науковому обґрунтуванню джерел ут
ворення, шляхів міграції та акумуляції вуг-
леводневих флюїдів з метою підвищення 
об’єктивності виділення перспективних об’єк- 
тів для пошукового буріння на нафту і газ.

Об’єкт досліджень. Вільні і розчинені у 
нафті гази родовищ Дніпровсько-Донецької 
западини.

Метою роботи є встановлення способу ге-
нерації газів і вивчення розподілу їхніх фізи-
ко-хімічних властивостей у межах різних 
тектонічних елементів западини.

Метод досліджень полягає у термодина-
мічному моделюванні процесу утворення 
вуглеводневих газів родовищ регіону та ста-
тистичному аналізі результатів лаборатор-
них досліджень газів і даних, отриманих у 
процесі термодинамічного моделювання. 

Аналітична база вміщує 203 результати 
визначення складу газових сумішей.

Геотектонічна приуроченість об’єктів 
досліджень. Дніпровсько-Донецька запади-
на — це авлакоген, розташований на півдні 
Східноєвропейської платформи між Україн
ським щитом і Воронезьким кристалічним 
масивом. Серед декількох точок зору на мо-
дель формування Дніпровсько-Донецької за
падини домінує гіпотеза про горизонтальне 
розтягання земної кори під впливом мантій-
них конвекційних потоків (Havrysh, 1974; Chir
vinskaya and Sollogub, 1980; Sollogub, 1982). 

Авлакоген утворився в рифеї, коли у скле-
пінні Сарматського щита внаслідок його під-
йому виник вузький ровоподібний прогин 
північно-західного простягання, обмежений 

системою регіональних глибинних розломів. 
З північного сходу це Барановицько-Астра
ханська розломопара, з південного заходу — 
Прип’ятсько-Маницька розломопара. Пло
щини розломів падають назустріч одна од-
ній. У розрізі вони криволінійні, оскільки 
мають гравігенну природу (Lebid, 2000; Bar
tashchuk and Suyarko, 2021). Розломопари ут
ворили рифт, який проіснував до кінця де
вону. Згадані розломи визначають основні 
поздовжні тектонічні елементи Дніпровсь
ко-Донецької западини. На північний схід 
від Барановицько-Астраханської розломопа-
ри простягається північний борт западини, 
на південний захід від Прип’ятсько-Ма
ницької розломопари — південний її борт. 
Бортами обмежений грабен Дніпровсько-
Донецької западини. На його території, між 
порушеннями Барановицько-Астраханської 
розломопари, виділяється північна прибор-
това зона, а між порушеннями Прип’ятсько-
Маницької  — південна. Найглибша, сере
динна, частина западини називається при
осьовою зоною. 

Поперечні глибинні розломи північно-
східного простягання розбивають Дніпров
сько-Донецьку западину на блоки, які сходи-
подібно спускаються з північного заходу на 
південний схід у напрямку Донбасу. Тому 
товщина осадового чохла у приосьовій час-
тині западини збільшується від 7  км на ме-
ридіані Прилук до 18  км на меридіані Ба
лаклії; а за даними сейсморозвідки на деяких 
ділянках вона може перевищувати 20 км (Ba
badagly et al., 1981).

Основні родовища за запасами вуглевод-
нів пов’язані з відкладами нижнього карбо-
ну і розташовані приблизно на північний за-
хід від Баштансько-Бєлгородського розлому 
(переважно з нафтовими і газоконденсатни-
ми покладами), а також з утвореннями верх-
нього карбону-пермі на південний схід від 
згаданого розлому (переважно з газоконден-
сатними покладами).

Ми дослідили гази семи родовищ, приуро
чених до різних геотектонічних елементів за-
падини: нафтогазоконденсатних Артюхівсь
кого, Гадяцького, Новомиколаївського, Мов
чанівського та газоконденсатних Клинсько- 
Краснознаменського, Водянівського, Захід-
нососнівського. 
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Новомиколаївське та Мовчанівське на-
фтогазоконденсатні родовища знаходяться у 
південній прибортовій зоні, останнє — най-
ближче до південного крайового розлому. 
Його поклади приурочені до найдревніших 
порід фаменського і турнейського ярусів і 
залягають в інтервалі 2492—2683 м. Поклади 
Мовчанівського родовища пов’язані з молод
шими відкладами — верхами візейського яру
су — і залягають в інтервалі 1758—1937 м.

Поклади Артюхівського, Гадяцького наф
тогазоконденсатних та Водянівського газо-
конденсатного родовищ розміщені на ділян-
ці переходу від приосьової до південної при-
бортової зон, але на різній глибині, від- 
повідно, 4030—4137  м (горизонти В-19-2 і 
В-20 верхньовізейських відкладів), 4652—
5285 м (горизонти від В-16 до В-20 верхньо-
візейських відкладів і Т-1-4 турнейських від-
кладів), 5403—5587 м (горизонти Т-1-4 і Т-2б 
турнейських відкладів).

Клинсько-Краснознаменське і Західносос
нівське газоконденсатні родовища розта
шовані в приосьовій частині регіону. Їхні  
поклади залягають відповідно на глибині 
4058—571  м (горизонти В-16-15 верхньові-
зейських відкладів і Т-4-5 турнейських від-
кладів) і 3504—4240  м (горизонти від А-5н 
до Г-11 відкладів верхнього карбону і пермі).

Аналізуючи зібрані матеріали, ми плану-
вали встановити генезис газів і розподіл їх-
ніх фізико-хімічних властивостей у межах 
різних геотектонічних елементів западини та 
залежно від глибини залягання.

Обговорення результатів досліджень. 
Для розрахунку геохімічних коефіцієнтів ми 
використали дані щодо складу вільних та 
розчинених у нафті газів семи родовищ. У 
цій роботі зосереджено увагу на геохімічних 
критеріях та геохімічному термодинамічно-
му моделюванні, яке спирається на інтерпре-
тацію органічної складової газового флюїду. 
Особливу цінність, на наш погляд, мають ви-
мірювання, виконані упродовж тривалого 
часу в одній свердловині. Часовий діапазон 
вимірювань загалом охоплює 1966—2018 рр., 
проте немає жодного горизонту, для якого 
тривалість моніторингу перевищувала б 45 
років. Точки відбирання проб знаходились  
в доволі широкому діапазоні: від 1758 до 
5587  м, що дало змогу дійти висновків про 

зміни геохімічних коефіцієнтів зі зростан-
ням глибини.

Дані були розділені на дві групи. Перша з 
них вміщувала відомості про склад ізомерів 
бутану та важчих вуглеводнів. Для другої 
групи вуглеводні, важчі від пропану, розра-
ховано сумарно. Ми вилучили з розрахун- 
ків відомості, в яких сума компонентів була 
меншою за 95  %. Для решти даних компо-
ненти приведено до 100 %. Нев’язка, воче-
видь, пов’язана з тим, що ми не враховували 
міноритарні компоненти, концентрація яких 
не входила до геохімічних коефіцієнтів. Всі 
вимірювання виконано з належною точніс-
тю, однак у них може бути певна похибка ме-
тоду вимірювання.

Водночас ми не враховували вимірювання 
з аномальним розподілом вуглеводнів із 
зростанням числа атомів вуглецю. В цьому 
випадку йдеться про застосування емпірич-
ного правила Ніконова (Nikonov, 1961), за 
яким базова складова природних газів є су-
мою взаємопов’язаних і розташованих у за-
кономірній почерговій послідовності сполук 
з гомологічного ряду алканів. Згідно з цим 
правилом, зі зростанням кількості атомів 
вуглецю в ланцюзі частка алкану в природ-
ному газі послідовно зменшується. Тобто 
вміст метану має бути більшим за вміст ета-
ну; а етану повинно бути більше за пропану, 
і так далі. Це правило лімітовано глибиною, 
що не перевищує 50 км.

Після вилучення всіх сумнівних та ано-
мальних значень до остаточних розрахунків 
увійшли результати 190 вимірювань, з яких 
176 містили відомості про вміст ізомерів бу-
тану. Для даних, отриманих з точок відбору 
одного горизонту упродовж тривалого часу 
спостережень, ми визначили середньоариф-
метичні значення.

Для оцінення загальних тенденцій вико-
ристано коефіцієнти і-С4/n-С4, Ln(C1/C2), 
Ln(C2/C3), C1 (приведений). Розглянемо от
римані результати, які демонструє рис. 1. На 
ньому показана у логарифмічній формі за-
лежність двох геохімічних показників — від-
ношення метану до етану (C1/C2), і етану до 
пропану (C2/C3).

За даними (Behar, 1992; Jian, 2017), які ба-
зуються на дослідженнях піролітичними ме-
тодами процесу крекінгу різних викопних 
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органічних матеріалів — від нафти до керо-
генів, співвідношення метану, етану та про-
пану в утворених газах групуються в певні 
області значень, які опосередковано вказу-
ють на можливу первинну субстанцію, з якої 
утворився газ.

З рис. 1 можна зробити висновок, що під 
час термолізу нафти співвідношення етану 
до пропану швидко зростає на початковій 
стадії і залишається стабільним на пізній 
стадії, у той час як C2/C3 для газів "дозріван-
ня" керогену демонструє тенденцію до зрос-
тання, щоправда, дещо повільнішого, і на 
пізній стадії термолізу. За даними рис. 1, гази 
всіх родовищ, проаналізовані в нашій робо-
ті, мають однакове походження — це про-
дукт еволюції керогену. Жодної проби, яку 
можна було б інтерпретувати як газ термолі-
зу нафти, не виявлено. 

Для оцінки трендів перетворення в систе-
мі газ / консолідована речовина складено 
графік відношення двох коефіцієнтів: С2/С3 
до C2/i-C4.

Цей спосіб аналізу геохімічних даних не-
часто використовують у геохімічних дослід
женнях, втім, він дає змогу оцінити один із 
двох основних трендів, за яким може відбу-
ватись перетворення системи газ / кероген — 
це дозрівання (на рис. 2 позначено як "Перет
ворення керогену") або біодеградація (Prin
zhofer, 2000). Установлення тренду здійсню- 
ється на діаграмі у безрозмірних одиницях, 
де на осі ординат відкладено відношення 
етану до пропану (C2/C3), а на осі абсцис — 
етану до ізобутану (C2/i-C4), як це показа- 
но на рис. 2.

Принцип, на якому засновані тренди біо-
деградації та перетворення керогену, базу-
ється на тому, що кількість ізобутану i-C4, 
який утворюється в процесі перетворення 
керогену, зростає швидше, ніж пропану, що 
підтверджується низкою експериментів, ви-
конаних у лабораторних умовах. Натомість  
у процесі біодеградації пропан та н-бутан 
швидше за ізобутан розкладаються до лег-
ших сполук. Аналіз рис.  2 засвідчує, що 
практично всі розглянуті родовища розви-
вались у напрямі дозрівання.

Використання співвідношення i-C4/n-C4 при
родних газів як надійного показника тепло-
вої зрілості запропоновано в численних до-

слідженнях. Експерименти з піролізу гуміно-
вих кислот, керогену та інших природних 
нерегулярних полімерів довели, що існує ста
більна тенденція зростання відбивної здат-
ності вітриніту карбонізованого залишку та 
співвідношення i-C4/n-C4 (Wood and Sanei, 2016). 
Ми отримали таку оцінку для розглянутих 
родовищ, результати показано на рис. 3.

З рис. 3 випливає, що гази практично всіх 
газових і газоконденсатних родовищ знахо-
дяться дещо нижче від тренду термічної зрі-
лості, тобто характеризуються дуже близь-
кими значеннями коефіцієнта i-C4/n-C4, не-
залежно від кількості нормалізованого ме- 

Рис. 1. Джерела утворення газів, визначені за спів-
відношенням метану, етану та пропану
Fig. 1. Sources of gases, determined by the ratio of met
hane, ethane and propane

Рис. 2. Тренди перетворень системи кероген / газ
Fig. 2. Trends in kerogen/gas system transformations
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тану (фактично сухості / жирності газу). 
Винятком є дані, отримані для Артюхівського 
родовища, які характеризуються аномально 
низьким значенням i-C4/n-C4.

Такі малі значення i-C4/n-C4 за значної 
термічної зрілості, ймовірно, демонструють 
вікно пізнього газоутворення. В цьому ви-
падку склад газу вже мало залежить від типу 
керогену; він визначений кількістю органіч-
ної речовини, яка залишилась після проход
ження нафтового вікна (Gai, 2018). Проте  
існує ймовірність, що частина "надлишково-
го" метану надійшла до родовищ унаслідок 
міграції. З огляду на залежності з рис. 1 та 2, 
наявності біогенного "надлишкового" мета-
ну ми не передбачаємо.

Для покладів, для яких ми мали докладні 
відомості щодо глибини відбирання проб, 

складено декілька графіків залежності геохі-
мічних індексів від глибини. На рис. 4 пока-
зана така залежність для співвідношення 
i-C4/n-C4.

З рис. 4 випливає, що зі збільшенням гли-
бини не спостерігається помітних змін у зна-
ченні коефіцієнта i-C4/n-C4. Дані, отримані 
для деяких родовищ, знаходяться переважно 
в одній області значень. Найбільший діапа-
зон значень демонструють Мовчанівське та 
Водянівське родовища. Найзгрупованіші зна- 
чення коефіцієнта властиві Новомиколаїв
ському родовищу. Із загальних міркувань це 
може свідчити про неоднорідність (наяв-
ність більше одного джерела вуглеводневого 
матеріалу) або багатостадійність наповнен
ня пасток Мовчанівського та Водянівського 
родовища й одномоментність (у геологічно-
му часовому масштабі) цієї події для Ново
миколаївського родовища. 

Сухість газу ми визначили як відношення 
вмісту метану до суми решти вуглеводнів. 
На практиці використовують також інші 
способи розрахунку сухості та вологості. 
Наприклад, (Vandré, 2007) рекомендує ви-
значати сухість як відношення вмісту метану 
до суми вуглеводнів від метану до пентану, а 
вологість — як сумарний вміст вуглеводнів 
від етану до пентану, помножений на сто і 
поділений на суму вуглеводнів від метану до 
пентану. За необхідності ми можемо зробити 
порівняння. 

Аналіз даних, наведених на рис. 5, зас
відчує, що із зростанням глибини незначно, 
але все-таки зростає значення коефіцієнта 
сухості. Це явище знаходить пояснення в 
термобаричних умовах, що реалізуються на 
цих глибинах, коли зі зростанням темпера-

Рис. 3. Залежність коефіцієнта i-C4/
n-C4 від нормалізованого метану
Fig. 3. Dependence of the i-C4/n-C4 ra
tio on normalized methane

Рис. 4. Зміна коефіцієнта i-C4/n-C4 з глибиною
Fig. 4. Variation of the i-C4/n-C4 ratio with depth
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тури суттєво посилюється деструктивний 
фактор. Водночас зростання консолідацій-
ного фактора тиску відбувається доволі по-
вільно і незначно. Як наслідок, важкі вугле-
водні розкладаються з утворенням легших, 
існування яких є вигіднішим з термодина-
мічної точки зору.

За геохімічним складом газів виконано 
оцінку об’єму метану, згенерованого кероге-
ном нафтоматеринської породи. Кількість 
метану VCH4

 (л або дм3), який виділився з 
одиниці маси (кг) керогену за виміряного 
співвідношення ізомерів бутану, визначено 
за формулою (Khokha, Yakovenko and Lyub
chak, 2020):

	 ( ) 4
4

0.5/ ;B CH
CH m

i

nV V Ae C n
 

= +  
 ∑ 	 (1)

де Vm  — молярний об’єм ідеального газу 
(22,4 дм3/моль), А і С — безрозмірні коефіці-
єнти, які дорівнюють 0,1594 та 0,0494 відпо-
відно, B  — безрозмірне відношення об’єм
них часток i-C4/n-C4, nCH4

 — об’ємна частка 
метану в газі, Σni — сума мольних часток 
всіх компонентів газової суміші. Наведена 
формула дає надійні результати в діапазоні 
В = 0,3—3,5, що є цілком достатнім для наших 
розрахунків. Отримані результати відносно 
глибини залягання показано на рис. 6.

Рис. 6 не демонструє чітких тенденцій. 
Аномальні значення, отримані для розчине-
них газів Гадяцького родовища, ймовірно, не 
варто брати до уваги з огляду на сепарацію 
компонентів. Лінійні тренди з високою по-
хибкою вказують, що зі зростанням глибини 
незначно збільшується кількість метану, зге-
нерованого керогеном нафтоматеринської 
породи. Це корелює зі зростанням темпера-
тури та глибини деструкції із зануренням  
керогену.

Середнє значення об’єму згенерованого 
метану для розглянутих покладів становить 
8,7  дм3 метану з 1 кг керогену. Ця величи- 
на дещо більша, ніж середня для родовищ 
Дніпровсько-Донецької западини, яка дорів-
нює 8,4 дм3 (Khokha et al., 2020). Загалом 
вона показує, наскільки кероген ще придат-
ний до генерування легких фракцій вугле-
воднів. Чим менше метану було згенеровано 
в процесі еволюції органічної речовини, тим 
більше водню доступно для подальшого ге-

нерування. Вибір саме метану для оцінюван-
ня генераційного потенціалу полягає у тому, 
що його утворення забирає найбільшу кіль-
кість водню на 1 моль речовини з початково-
го матеріалу.

Як зазначено вище, особливу цінність ма-
ють дані, отримані з однієї точки відбору 
упродовж тривалого часу. Порівняно з роз-
поділом геохімічних показників за глиби-

Рис. 6. Зміна об’єму згенерованого метану з гли
биною
Fig. 6. Change in the volume of generated methane with 
depth

Рис. 5. Зміна сухості газу з глибиною
Fig. 5. Change in gas dryness with depth
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ною, аналогічний розподіл за часом демон-
струє певні закономірності. Доволі чітку 
картину показує зміна коефіцієнта i-C4/n-C4 
зі зростанням глибини.

Як випливає з рис. 7, з часом значення ко-
ефіцієнта i-C4/n-C4 поступово зменшується. 
Ця закономірність відмічена для газів усіх 
родовищ за винятком Мовчанівського, го
ризонт Фм-1(1). Велику похибку лінійного 
тренду отримано для Клинсько-Краснозна
менського родовища.

Це явище ми пояснюємо процесами дифе-
ренціації ізомерів бутану в процесі експлуа-
тації свердловини. Під час руху газу від зони 
залягання до вибою свердловини відбува-
ються процеси абсорбції / десорбції, які ди-
ференціюють компоненти газової суміші. 
Очевидно, що цей ефект диференціації ми 
зможемо спостерігати лише за результатами 

аналізу складу газової суміші упродовж три-
валого часу. На таку диференціацію може 
впливати безліч факторів, але найсуттєві-
шим із них є геометрія пустотного простору, 
в якому рухається газ, та розподіл мікро-, 
мезо- та макропор у породному масиві.

Окрім коефіцієнта i-C4/n-C4 диференціа-
ція може проявитись зміною значень коефі-
цієнта сухості газу з часом, як показано на 
рис. 8. І дійсно, тенденція, ідентична тій, яку 
продемонстровано на рис. 7, спостерігається 
і на рис. 8, але менш виразно. Це є наслідком 
великого вмісту метану в газовій системі, що 
впливає на значення коефіцієнта.

Диференціація компонентів газу з часом, 
яку ми припустили в цій статті, у процесі 
експлуатації свердловин має позначитись на 
теплотворній здатності газу — одній із його 
найважливіших технічних характеристик. 

Рис. 8. Зміна коефіцієнта су-
хості газу з часом
Fig. 8. Change in gas dryness 
coefficient over time

Рис. 7. Зміна коефіцієнта i-C4/
n-C4 з часом
Fig. 7. Change in the i-C4/n-C4 
ratio over time
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Визначення теплоти згоряння (вищої та 
нижчої) та індекса Воббе виконані за ви
могами ГОСТ 22667-82 розрахунковим ме-
тодом. Показники обраховані для темпера
тури 0 °С.

Рис. 9 демонструє різноспрямовані тен-
денції. Так, для Мовчанівського (горизонт 
Фм-1(1) та Новомиколаївського родовищ ка-
лорійність газу та число Воббе з часом дещо 
зменшуються. Щодо газів горизонту Фм-
1(2в) + Фм-1(1) + Т-1-2н Мовчанівського ро-
довища, то без урахування першого спосте-
реження тенденція така сама, як і для гори-
зонту Фм-1(1), але перша точка суттєво 
відрізняється і випадає із загальної законо-
мірності. Газ горизонту В-16н1 Новомико
лаївського родовища взагалі не демонструє 
зміни теплотворної здатності газу з часом. 
Проте слід звернути увагу на нетривалий ча-
совий проміжок спостережень за складом 
газу з цього горизонту. Отримані щодо 
Клинсько-Краснознаменського родовища да- 
ні візуалізуються областю значень, яку важ-
ко аналізувати, але загальна тенденція оче-
видна — з часом калорійність газу поволі 
зменшується.

Для розширення уявлень про генезис та 
перетворення органічної речовини у пастках 
розглянутих родовищ застосовано методику 
розрахунку рівноважних умов утворення, 
яка спирається на визначення констант не-
залежних хімічних реакцій (Chekalyuk, 1967; 
Khokha, 2014). Ця методика адаптована нами 
для розрахунків за умов екстремальних зна-
чень тиску та температури, а її використання 

можливе лише для простих систем, які скла-
даються з перших членів гомологічних рядів 
(метан, етан, пропан тощо) та найпошире
ніших постійних газів, наявних у складі 
флюїду газових, газоконденсатних та наф
тових родовищ.

Розглянемо склад природного газу, основу 
якого складають гомологи метану (до С5 
включно), а також азот, вуглекислий газ, сір-
ководень і гелій. Кількість молів елементів 
системи можна виразити так:
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де N— — загальна кількість молів, Ni — кіль-
кість молів і-го компонента, νі — мольна 
частка і-го компонента. Закон збереження 
маси дає умову нормування:

	
=

ν ≡∑
9

1
1.i

i
	 (3)

Розрахунок термобаричних умов утворен-
ня природних газів зводиться до вирішення 
алгебраїчного рівняння п’ятого ступеня:
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Для розрахунку за формулою (4) необхід-
но обчислити активності aT

P компонентів за 

Рис. 9. Зміна вищої теплоти зго-
ряння газу з часом
Fig. 9. Change in the higher heat 
of combustion of gas over time
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Таблиця 1. Склад і рівноважні глибини утворення газів деяких родовищ Дніпровсько-Донецької западини
Table 1. The composition and equilibrium depths of gas formation in particular deposits of the Dnipro-Donetsk                           depression

Deposit Layer

Gas composition, 
vol. %

Gas composition, 
vol. %

Equilibrium depths, 
km

С1 С2 С3 і-С4 n-C4 C5 (total) H2S CO2 N2 He h1 h2

Novomykolaivske

В-15в 83.31 6.49 4.16 0.93 1.29 0.73 0.25 2.34 154 167
В-15с 85.78 5.53 3.12 0.55 0.88 0.48 0.17 2.98 141 153
В-16с 83.8 6.2 3.5 0.7 1.2 0.8 0.2 2.2 151 164
В-16с, В-16н1 85.87 5.41 3.08 0.58 1.02 0.61 0.19 2.61 143 156

В-16н1 86.2 5.6 3.1 0.6 0.9 0.5 0.2 2.4 142 154
85.8 5.5 3.1 0.6 1.0 0.7 0.2 2.4 144 156
86.6 5.5 2.8 0.6 0.9 0.5 0.2 2.4 140 152

В-15в, В-16н1, В-16н2 84.0 7.0 4.0 0.7 1.1 0.6 0.3 1.7 151 162
В-16с, В-16н1, В-16н2 85.7 5.7 3.2 0.6 1.1 0.7 0.2 2.2 145 157
В-16н1, В-16н2 86.1 5.6 3.2 0.6 1.0 0.6 0.2 2.4 143 155
В-25 61.84 11.07 10.82 5.36 4.12 2.37 4.37 210 234
Т-3 83.6 6.75 5.75 1.5 0.75 0.5 1.07 0.05 156 169
Т-3 80.05 9.11 5.57 2.28 0.5 0.76 1.68 0.05 162 173
Т-1-2с´ 88.33 7.05 2.27 0.75 0.5 0.25 0.1 135 143

Movchanivske

В-25-26, Т-1-2в, Т1-2с 83.3 5.9 3.1 1.0 1.8 1.4 0.2 0.6 156 173
Фм-1(1), Фм1(2в), Фм1(2н) 86.7 7.6 2.6 0.3 0.5 0.2 0.6 1.5 134 143
Фм-1(2в), Фм1(2н) 85.5 7.3 3.1 0.4 0.7 0.2 0.5 2.1 138 149
Фм-1(1) 82.7 8.5 4.2 0.6 1.1 0.4 0.5 1.8 151 160
Фм-1(2в) 85.0 7.8 3.4 0.4 0.7 0.2 0.5 1.7 140 150
Т-1-2с 81.03 6.77 5.52 2.5 1 1.5 1.63
Фм-1(1) 81.6 9.2 5.0 0.7 1.3 0.6 0.5 1.1 159 169
Фм-1(1) 82.2 8.5 3.6 0.8 1.2 1.4 0.6 1.3 160 173
Фм-1(2в), Фм-1(1), Т-1-2н 86.0 7.2 2.6 0.6 0.8 0.5 0.4 1.1 142 151
Фм-1(1) 87.13 7.6 2.94 0.48 0.6 0.27 0.51 0.38 138 146
Фм-1(1) 86.8 7.68 2.59 0.442 0.44 0.23 0.37 1.28 134 143
Фм-1(1) 88.2 6.3 2.2 0.4 0.6 0.3 0.4 1.4 132 141

Klynsko-Krasno
znamenske

В-16 (св. 180) 83.16 8.30 3.165 0.37 0.70 0.37 0.36 2.25 144 154

В15-16 (св. 139) 81.66 8.99 3.27 0.35 0.62 0.41 3.89 0.80 146 156
79.00 9.09 3.59 0.43 0.84 2.45 3.79 0.78 164 182

Т-4-5(св. 129, 134) 83.34 6.85 1.39 0.29 0.36 0.62 7.02 0.13 133 146
81.22 6.6 1.4 0.32 0.41 3.1 6.82 0.13 148 171

В-16 (розр) 83.99 8.32 2.99 0.33 0.58 0.34 2.31 1.14 141 151
77 8.34 3.64 0.54 1.03 6.07 2.15 1.23 175 202

Zakhidnososnivske

А-5н, А-6, А-7, А-8в 91.33 3.57 1.56 0.32 0.45 0.22 0.63 1.92 116 130
А-7н, А-8, Г-6, Г-7 90.3 4.3 1.6 0.3 0.4 0.6 0.6 1.9 125 137
Г-9н, Г-10 90.8 3.6 1.5 0.2 0.3 0.2 0.5 2.8 114 130
Г-7, Г-8в 87.75 3.94 1.4 0.27 0.37 0.25 1.56 4.46 119 135
А-8н 91.4 3.7 1.5 0.2 0.3 0.2 0.8 1.9 113 128
А-5н, А-6, А-7, А-8в 92.82 3.73 0.72 0.11 0.23 0.12 0.56 1.65 102 119
А-8н 89.56 3.88 1.27 0.23 0.32 0.18 0.94 3.62 114 130
А-5н, А-6, А-7, А-8в 90.82 3.64 1.48 0.24 0.32 0.34 1.14 2.02 117 131
А-8н, Г-6, Г-7в 90.9 4.1 1.4 0.19 0.26 0.27 0.88 2 115 129
Г-9н, Г-10 93.59 4.03 0.44 0.04 0.09 0.14 0.1 1.55 96 115
Г-7н, Г-8, Г-9, Г-10, Г-11 90.5 3.5 0.4 0.1 0.1 0.1 0.1 5.2 98 120
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Таблиця 1. Склад і рівноважні глибини утворення газів деяких родовищ Дніпровсько-Донецької западини
Table 1. The composition and equilibrium depths of gas formation in particular deposits of the Dnipro-Donetsk                           depression

Deposit Layer

Gas composition, 
vol. %

Gas composition, 
vol. %

Equilibrium depths, 
km

С1 С2 С3 і-С4 n-C4 C5 (total) H2S CO2 N2 He h1 h2

Novomykolaivske

В-15в 83.31 6.49 4.16 0.93 1.29 0.73 0.25 2.34 154 167
В-15с 85.78 5.53 3.12 0.55 0.88 0.48 0.17 2.98 141 153
В-16с 83.8 6.2 3.5 0.7 1.2 0.8 0.2 2.2 151 164
В-16с, В-16н1 85.87 5.41 3.08 0.58 1.02 0.61 0.19 2.61 143 156

В-16н1 86.2 5.6 3.1 0.6 0.9 0.5 0.2 2.4 142 154
85.8 5.5 3.1 0.6 1.0 0.7 0.2 2.4 144 156
86.6 5.5 2.8 0.6 0.9 0.5 0.2 2.4 140 152

В-15в, В-16н1, В-16н2 84.0 7.0 4.0 0.7 1.1 0.6 0.3 1.7 151 162
В-16с, В-16н1, В-16н2 85.7 5.7 3.2 0.6 1.1 0.7 0.2 2.2 145 157
В-16н1, В-16н2 86.1 5.6 3.2 0.6 1.0 0.6 0.2 2.4 143 155
В-25 61.84 11.07 10.82 5.36 4.12 2.37 4.37 210 234
Т-3 83.6 6.75 5.75 1.5 0.75 0.5 1.07 0.05 156 169
Т-3 80.05 9.11 5.57 2.28 0.5 0.76 1.68 0.05 162 173
Т-1-2с´ 88.33 7.05 2.27 0.75 0.5 0.25 0.1 135 143

Movchanivske

В-25-26, Т-1-2в, Т1-2с 83.3 5.9 3.1 1.0 1.8 1.4 0.2 0.6 156 173
Фм-1(1), Фм1(2в), Фм1(2н) 86.7 7.6 2.6 0.3 0.5 0.2 0.6 1.5 134 143
Фм-1(2в), Фм1(2н) 85.5 7.3 3.1 0.4 0.7 0.2 0.5 2.1 138 149
Фм-1(1) 82.7 8.5 4.2 0.6 1.1 0.4 0.5 1.8 151 160
Фм-1(2в) 85.0 7.8 3.4 0.4 0.7 0.2 0.5 1.7 140 150
Т-1-2с 81.03 6.77 5.52 2.5 1 1.5 1.63
Фм-1(1) 81.6 9.2 5.0 0.7 1.3 0.6 0.5 1.1 159 169
Фм-1(1) 82.2 8.5 3.6 0.8 1.2 1.4 0.6 1.3 160 173
Фм-1(2в), Фм-1(1), Т-1-2н 86.0 7.2 2.6 0.6 0.8 0.5 0.4 1.1 142 151
Фм-1(1) 87.13 7.6 2.94 0.48 0.6 0.27 0.51 0.38 138 146
Фм-1(1) 86.8 7.68 2.59 0.442 0.44 0.23 0.37 1.28 134 143
Фм-1(1) 88.2 6.3 2.2 0.4 0.6 0.3 0.4 1.4 132 141

Klynsko-Krasno
znamenske

В-16 (св. 180) 83.16 8.30 3.165 0.37 0.70 0.37 0.36 2.25 144 154

В15-16 (св. 139) 81.66 8.99 3.27 0.35 0.62 0.41 3.89 0.80 146 156
79.00 9.09 3.59 0.43 0.84 2.45 3.79 0.78 164 182

Т-4-5(св. 129, 134) 83.34 6.85 1.39 0.29 0.36 0.62 7.02 0.13 133 146
81.22 6.6 1.4 0.32 0.41 3.1 6.82 0.13 148 171

В-16 (розр) 83.99 8.32 2.99 0.33 0.58 0.34 2.31 1.14 141 151
77 8.34 3.64 0.54 1.03 6.07 2.15 1.23 175 202

Zakhidnososnivske

А-5н, А-6, А-7, А-8в 91.33 3.57 1.56 0.32 0.45 0.22 0.63 1.92 116 130
А-7н, А-8, Г-6, Г-7 90.3 4.3 1.6 0.3 0.4 0.6 0.6 1.9 125 137
Г-9н, Г-10 90.8 3.6 1.5 0.2 0.3 0.2 0.5 2.8 114 130
Г-7, Г-8в 87.75 3.94 1.4 0.27 0.37 0.25 1.56 4.46 119 135
А-8н 91.4 3.7 1.5 0.2 0.3 0.2 0.8 1.9 113 128
А-5н, А-6, А-7, А-8в 92.82 3.73 0.72 0.11 0.23 0.12 0.56 1.65 102 119
А-8н 89.56 3.88 1.27 0.23 0.32 0.18 0.94 3.62 114 130
А-5н, А-6, А-7, А-8в 90.82 3.64 1.48 0.24 0.32 0.34 1.14 2.02 117 131
А-8н, Г-6, Г-7в 90.9 4.1 1.4 0.19 0.26 0.27 0.88 2 115 129
Г-9н, Г-10 93.59 4.03 0.44 0.04 0.09 0.14 0.1 1.55 96 115
Г-7н, Г-8, Г-9, Г-10, Г-11 90.5 3.5 0.4 0.1 0.1 0.1 0.1 5.2 98 120
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Інтеграл у правій частині формули (5) на 
практиці вираховується з рівняння стану. Зна
чення інтеграла обчислено методом сплайнів, 
а нижня межа інтегрування взята за стан-
дартного тиску за даної температури. Верхня 
межа VR є розв’язком рівняння стану, яку на 
практиці одержували методом половинного 
ділення. Рівняння стану для обчислень було 
взято з роботи (Khokha, 2014). Визначення 
енергії Гіббса утворення індивідуальних ре-
човин здійснено із автоматизацією бібліоте-
кою CoolProp (Bell et al., 2014) з використан-
ням даних щодо стандартного стану з (Stull, 
Westrum and Sinke, 1969).

У результаті розрахунків визначено глиби
ну утворення рівноважних сумішей зі скла-
дом, що відповідає складу газу в сучасних 
родовищах. Для цього ми не вводили жод-
них додаткових припущень; вихідні дані  — 
лише склад природного газу. Обчислення 
виконано для двох варіантів розподілу тем-
ператури з глибиною  — сильно прогрітого 
та слабко прогрітого (Chekalyuk, 1967).

У табл. 1 привертають увагу декілька ано-
мальних значень глибини утворення рівно-
важних сумішей, розрахованих за рівняння-
ми (2—5). Спробуємо їх пояснити з геологіч-
ної точки зору. 

Для покладу горизонту В-25 Новомико
лаївського родовища характерний низький 
вміст метану, приблизно на чверть менший 
від вмісту в газах інших покладів згаданого 
родовища. Відповідно, вміст важчих вугле-
воднів для горизонту В-25 збільшений. Ми 
пояснюємо це впливом на газ карбонатного 
колектора, який пов’язаний із нижньовізей-
ською глинисто-карбонатною плитою. При
пускаємо, що особливості матеріалу колек-
тора, насамперед структура поверхні та роз-
поділ пористості, могли сприяти вибірковій 
адсорбції вуглеводнів, важчих за метан. 
Унаслідок цього гіпотетичного впливу метан 
мігрував за градієнтом тиску у вищі гори-
зонти і флюїд збагатився важкими компо-

ГЕОХІМІЧНА ХАРАКТЕРИСТИКА ТА ЕВОЛЮЦІЯ ГАЗІВ ДЕЯКИХ РОДОВИЩ ДДЗ
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нентами. Це припущення потребує подаль-
шого уточнення та досліджень.

У газах горизонтів А-5н, А-6, А-7, А-8в, 
Г-9н, Г-10, приурочених до лінзоподібних ко-
лекторів у різних частинах Західнососнів
ського родовища, виявлені дещо підвищені 

Закінчення табл. 1
End of the Table 1 

Deposit Layer

Gas composition, 
vol. %

Gas composition, 
vol. %

Equilibrium depths, 
km

С1 С2 С3 і-С4 n-C4 C5 (total) H2S CO2 N2 He h1 h2

Zakhidnososnivske
Г-11н 91.69 4.39 0.96 0.17 0.23 1.04 0.22 1.26 121 135
А-7в 92.06 4.39 0.77 0.08 0.17 0.35 0.08 2.01 109 124
А-5н, А-6в, А-8н, Г-6, Г-7в 91.98 4 1.32 0.19 0.32 1.04 0.35 0.78 123 137

Vodianivske

Т-1, Т-2а 93.58 2.26 0.51 0.18 0.18 1.45 1.64 0.21 112 133
В-15б, В-15в 88.5 5.5 1.8 0.3 0.4 2.0 1.3 0.2 139 156
Т-2б 88.5 5.82 1.86 0.26 0.43 1.50 1.39 0.24 138 152
Т-2б, Т-3 92.5 3.2 0.9 0.2 0.2 1.3 1.5 0.2 118 136

Milkivske

А 74.22 12.57 4.29 1 0.19 0 7.73 155 163
М-3 63.5 17.34 6.49 1.43 2.48 8.76
В-21 87.19 5.831 0.625 1.97 4.38
В-22 84.72 6.95 1.86 0.59 0.22 1.38 4.28 128 141
К-4 51.51 24.11 11.73 3.22 0.79 0.4 8.24 236 207
К-5 39.75 28.86 19.34 3.87 0.4 0.48 7.3 305 229
К-6 39.32 16.81 23.4 8.01 4.73 0 7.73 340 292
М-5 65.94 4.23 3.93 2.09 1.27 0 22.5 163 185
М-4, Б-12г 39.11 13 19.84 13.61 6.04 0.2 8.2 279 293

Hadiatske (free)

В-16 86.36 5.07 2.17 0.43 0.93 1.25 2.05 1.68 142 157
В-16 86.6 5.9 2.1 0.4 0.8 0.9 2.1 1.2 140 152
В-16 85.3 7.6 2.8 0.3 0.5 0.1 2.4 0.9 133 144
В-17 88.9 4.8 2.0 0.3 0.6 0.4 1.3 1.6 129 140
В-17в2 88.24 6.95 1.96 0.02 0.05 0.03 2.24 0.45 108 131
В-18 87.02 6.41 2.89 0.5 0.92 0.7 1.34 0.2 144 154
В-18 86.5 6.5 1.9 0.2 0.3 0.3 2.6 3.1 127 139
В-19 81.6 7.5 2.8 0.5 0.9 2.1 3.1 1.5 157 174
В-20, В-21 81.5 8.5 2.6 0.4 0.9 1.4 3.0 1.6 154 166
В-19н 82.4 8.92 2.51 0.4 0.77 1 2.83 1.17 150 160
В-18 84.71 5.78 3.32 0.37 0.75 0.33 1.35 3.27 139 152
В-19, В-20 81.29 9.24 4.88 0.61 1.37 1.37 1.07 0.16 166 178
В-19н 91.78 3.77 0.77 0.01 0.02 2.4 1.22
В-19н 81.1 8.4 2.9 0.4 0.9 2.0 3.1 1.3 158 173
(Т-1-4) 84.03 6.45 2.92 0.45 1 1.15 3.06 0.94 150 163

Hadiatske (dissolved)

С-5, С-6-7а 86.03 7.59 3.32 0.42 0.99 0.42 0.05 1.13 145 153
С-5, С-6-7а 82.38 8.68 1.47 0.14 0.33 0.18 3.17 3.12 128 141
С-4а 73.59 12.22 7.42 0.54 1.68 0.6 1.63 2.32 174 183
С-5 83.4 5.7 2.2 0.1 0.5 0.4 0.2 3.8 132 147

П р и м і т к а. Під глибиною h1 маємо на увазі ділянку з максимально високим значенням теплового потоку,                                   h2 — з максимально низьким значенням теплового  
потоку.
N o t e. Depth h1 refers to the area with the highest heat flow, h2 — with the lowest heat flow.

концентрації метану в газах. Родовище зна-
ходиться у найзануренішій приосьовій час-
тині Дніпровсько-Донецької западини із 
жорстким термодинамічним режимом, що 
могло стати причиною збагачення вуглевод-
невої суміші метаном.
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Закінчення табл. 1
End of the Table 1 

Deposit Layer

Gas composition, 
vol. %

Gas composition, 
vol. %

Equilibrium depths, 
km

С1 С2 С3 і-С4 n-C4 C5 (total) H2S CO2 N2 He h1 h2

Zakhidnososnivske
Г-11н 91.69 4.39 0.96 0.17 0.23 1.04 0.22 1.26 121 135
А-7в 92.06 4.39 0.77 0.08 0.17 0.35 0.08 2.01 109 124
А-5н, А-6в, А-8н, Г-6, Г-7в 91.98 4 1.32 0.19 0.32 1.04 0.35 0.78 123 137

Vodianivske

Т-1, Т-2а 93.58 2.26 0.51 0.18 0.18 1.45 1.64 0.21 112 133
В-15б, В-15в 88.5 5.5 1.8 0.3 0.4 2.0 1.3 0.2 139 156
Т-2б 88.5 5.82 1.86 0.26 0.43 1.50 1.39 0.24 138 152
Т-2б, Т-3 92.5 3.2 0.9 0.2 0.2 1.3 1.5 0.2 118 136

Milkivske

А 74.22 12.57 4.29 1 0.19 0 7.73 155 163
М-3 63.5 17.34 6.49 1.43 2.48 8.76
В-21 87.19 5.831 0.625 1.97 4.38
В-22 84.72 6.95 1.86 0.59 0.22 1.38 4.28 128 141
К-4 51.51 24.11 11.73 3.22 0.79 0.4 8.24 236 207
К-5 39.75 28.86 19.34 3.87 0.4 0.48 7.3 305 229
К-6 39.32 16.81 23.4 8.01 4.73 0 7.73 340 292
М-5 65.94 4.23 3.93 2.09 1.27 0 22.5 163 185
М-4, Б-12г 39.11 13 19.84 13.61 6.04 0.2 8.2 279 293

Hadiatske (free)

В-16 86.36 5.07 2.17 0.43 0.93 1.25 2.05 1.68 142 157
В-16 86.6 5.9 2.1 0.4 0.8 0.9 2.1 1.2 140 152
В-16 85.3 7.6 2.8 0.3 0.5 0.1 2.4 0.9 133 144
В-17 88.9 4.8 2.0 0.3 0.6 0.4 1.3 1.6 129 140
В-17в2 88.24 6.95 1.96 0.02 0.05 0.03 2.24 0.45 108 131
В-18 87.02 6.41 2.89 0.5 0.92 0.7 1.34 0.2 144 154
В-18 86.5 6.5 1.9 0.2 0.3 0.3 2.6 3.1 127 139
В-19 81.6 7.5 2.8 0.5 0.9 2.1 3.1 1.5 157 174
В-20, В-21 81.5 8.5 2.6 0.4 0.9 1.4 3.0 1.6 154 166
В-19н 82.4 8.92 2.51 0.4 0.77 1 2.83 1.17 150 160
В-18 84.71 5.78 3.32 0.37 0.75 0.33 1.35 3.27 139 152
В-19, В-20 81.29 9.24 4.88 0.61 1.37 1.37 1.07 0.16 166 178
В-19н 91.78 3.77 0.77 0.01 0.02 2.4 1.22
В-19н 81.1 8.4 2.9 0.4 0.9 2.0 3.1 1.3 158 173
(Т-1-4) 84.03 6.45 2.92 0.45 1 1.15 3.06 0.94 150 163

Hadiatske (dissolved)

С-5, С-6-7а 86.03 7.59 3.32 0.42 0.99 0.42 0.05 1.13 145 153
С-5, С-6-7а 82.38 8.68 1.47 0.14 0.33 0.18 3.17 3.12 128 141
С-4а 73.59 12.22 7.42 0.54 1.68 0.6 1.63 2.32 174 183
С-5 83.4 5.7 2.2 0.1 0.5 0.4 0.2 3.8 132 147

П р и м і т к а. Під глибиною h1 маємо на увазі ділянку з максимально високим значенням теплового потоку,                                   h2 — з максимально низьким значенням теплового  
потоку.
N o t e. Depth h1 refers to the area with the highest heat flow, h2 — with the lowest heat flow.

ГЕОХІМІЧНА ХАРАКТЕРИСТИКА ТА ЕВОЛЮЦІЯ ГАЗІВ ДЕЯКИХ РОДОВИЩ ДДЗ

Нафтогазоносність Мільківського родови-
ща пов’язана, вочевидь, з тектонічним пору-
шенням значної амплітуди — понад 300  м. 
Ми припускаємо, що вуглеводнева суміш мі-
грувала з глибин по цьому порушенню, по-
ступово заповнюючи на своєму шляху анти-

клінальні пастки. Пастки нижньої частини 
розрізу — візейські відклади нижнього кар-
бону (горизонти В-21, В-22), серпуховські і 
башкирські утворення середнього карбону — 
заповнювались першими і в основному най-
рухомішим флюїдом — газоконденсатом. Чер
гові порції вуглеводнів мігрували вище по 
порушенню, оскільки нижні пастки були вже 
зайняті газоконденсатною сумішшю. Тому у 
верхній частині розрізу, в утвореннях мос-
ковського ярусу середнього карбону (гори-
зонти з індексацією М) і верхнього карбо- 
ну (горизонти з індексацією К), утворились 
переважно нафтові поклади, тому гази тут 
жирні. 

Аналіз основних статистичних характе
ристик природного газу. Проаналізова-но 
дані компонентного складу 205 проб сумі-
шей газу восьми газоконденсатних і нафто-
газоконденсатних родовищ ДДЗ (див. табл. 1), 
одержаних з літературних джерел та звітних 
матеріалів (С1 ; С2 ; С3 ; іС4 ; nC4 ; сум.C5 ; CO2 ; 
N2 ; He; С6Н14  + вищі; neo-C5H12 ; С5Н12і; 
С5Н12n; sum (сумарний) C5H12 ; сумарний 
вміст вуглеводневих газів; сумарний вміст 
невуглеводневих газів та ін.), а також дані 
додатково розрахованих параметрів і показ
ників сумішей природного газу відповідно 
до чинних в Україні стандартів та ДСТУ  
(i-C4/n-C4, VCH4

 l/kg, ln(C1/C2 ), ln(C2/C3 ), C2/
C3, C2/i-C4, C1 (привед.), сухість (C1/C1 — 5); М,  
г/моль — молярна маса; ρ (с. и.) — густина 
ідеального газу; Zc — коефіцієнта стисли
вості природного газу; ρ  (ст.) — густина в 
стандартному стані; Q (high, 0 оC) — вища 
теплота згоряння; Q (low) — нижча теплота 
згоряння; d — відносна щільність горючого 
газу по відношенню до повітря; W (high) — 
вищий індекс Воббе; W (low) — нижчий ін
декс Воббе, коефіцієнт сухості газу, глибина 
середня відбору проби газу, відносна густина 
за повітрям; нижча теплотворна здатність, 
кДж/м3; калорійність, ккал/м3 та ін.) зі ство-
ренням комп’ютерної бази даних з викорис-
танням програми MS Ехсеl. Загалом проана-
лізовано 39 параметрів.

Усі екстремальні "ураганні" дані, які могли 
негативно впливати на статистичні виснов
ки, були вилучені — в результаті із 205 проб 
для математико-статистичного аналізу вико-
ристано 172 проби сумішей природного газу.
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Більшість досліджуваних параметрів і по
казників характеризуються однорідним роз
поділом, незначною дисперсією та низькою 
варіабельністю. Коефіцієнт варіації показує 
варіабельність (рівень розкиду) даних від-
носно середнього значення. Значення коефі-
цієнта варіації досить великі (понад 100 %) 
спостерігаються: сум. C5, CO2, He, C2/i-C4, 
С6Н14  +  вищі, neo-C5H12, С5Н12 і, сумарний 
C5H12, що свідчить про неоднорідність зна-
чень цих ознак.

Аналіз взаємозв’язків концентрацій вугле-
водневих і невуглеводневих компонентів, а та
кож розрахункових коефіцієнтів, показників 
і параметрів виконано за результатами коре-
ляційного аналізу. За допомогою кореляцій-
ного аналізу розкрита структура взаємо
зв’язків між компонентами, параметрами та 
коефіцієнтами і виділено найсуттєвіші зв’яз
ки, які найбільше визначають зміну інших. 

Під час аналізу кореляційної матриці от
римані "групи" з високими позитивними і 
негативними зв’язками, з чого випливає, що 
супутні невуглеводневі та вуглеводневі га
зи корелюють:

•позитивно: He–і-С4 — з силою зв’язку 
≥0,998; CO2–С1 (привед.) — з силою зв’язку 
≥0,994; He–С3 — з силою зв’язку ≥0,993;

•негативно: CO2–С3; CO2–і-С4, –n-С4; N2–
сум. C5 — з силами зв’язку ≥–0,99;

Серед показників варто відмітити: позитив­
ну кореляцію N2 — VCH4

 (r = 0,999); CO2 — C1 
(привед.) — з силою зв’язку ≥ –0,994; C1 
(привед.) — сухість (C1/C1–5) (r = 0,992); He — 
молярна маса, М; густина ідеального газу, 
ρ (с. и.); густина в стандартному стані, ρ (cт.); 
відносна щільність горючого газу по відно-
шенню до повітря, d — з силами зв’язку 
>0,98; He — нижча теплотворна здатність  
(r = 0,992); N2 і сумарний вміст невуглеводне-
вих газів (r = 0,987), а також від’ємну: сумар-
ний вміст невуглеводневих газів з сумарним 
вмістом вуглеводневих (r = –0,999); He з C1 
(привед.) — коефіцієнт кореляції r = –0,998; 
N2 і сумарний вміст вуглеводневих газів (r = 
=  –0,992); CO2 — молярна маса, М; густина 
ідеального газу, ρ (с. и.); густина в стандарт-
ному стані, ρ (cт.); відносна щільність горю-
чого газу по відношенню до повітря, d — з 
силами зв’язку ≥–0,99; C1 (привед.) — моляр-
на маса, М; густина ідеального газу, ρ (с. и.); 

густина в стандартному стані, ρ (cт.); віднос-
на щільність горючого газу по відношенню 
до повітря, d  — з силами зв’язку >–0,99; 
CO2  — нижча теплотворна здатність (r  = 
= –0,985); He — сухість (C1/C1–5) (r = –0,981).

Супутні невуглеводневі гази між собою 
корелюють слабо: 

•позитивна кореляція N2  — сумарний 
вміст невуглеводневих (r = 0,987);

•негативна кореляція між He — CO2  — 
коефіцієнт кореляції r становить r = –0,999; 
N2  — сумарний вміст вуглеводневих газів 
(r = –0,992);

Між вуглеводневими газами кореляція:
•позитивна: С3–і-С4 — з силою зв’язку 

0,998; С3–n-С4 — з силою зв’язку 0,994; і-С4–
n-С4 — з силою зв’язку 0,986; n-С4–С6Н14+ 
вищі — з силою зв’язку 0,986.

Варто звернути увагу на середні значення 
коефіцієнтів кореляції між С1 (СН4) і С2 
(С2Н6) та С3 (С3Н8) — коефіцієнти кореля- 
ції — від 0,05 до 0,98 і між С3 (С3Н8) та  
і/n-С4 (С4Н10+) (коефіцієнт кореляції 0,99), 
що дає змогу використовувати виміряне зна-
чення концентрацій С3Н8 для розрахунку 
відповідних значень С4Н10+. Тобто для ви-
значення концентрацій вуглеводневих газів 
у газовому потоці досліджуваних родовищ 
можна виміряти значення концентрацій для 
СН4, С2Н6, С3Н8, а значення концентрацій 
вищих вуглеводневих компонентів природ-
ного газу (для С4Н10+) знаходити опосеред-
ковано розрахунковим шляхом на основі 
статистично-кореляційного аналізу за допо-
могою попередньо отриманих статистичних 
даних аналізу компонентного складу хрома-
тографічним методом;

•негативна: С1–n-C4 — з силою зв’язку 
≥–0,999; С1–С6Н14+ вищі — з силою зв’язку 
≥–0,993; С1–С3

–
 (r = –0,987).

Серед показників з вуглеводневими га­
зами кореляції:

•позитивні кореляції: C3, i-C4, n-C4 — мо-
лярна маса, М; густина ідеального газу, ρ (с. 
и.); густина в стандартному стані, ρ (cт.); від-
носна щільність горючого газу по відношен-
ню до повітря, d — з силами зв’язку ≥0,99; 
i-C4  — нижча теплотворна здатність (r = 
=  0,983); сум.C5 з сумарним вмістом вугле-
водневих (r = 0,996); сухість (C1/C1—5) — кое
фіцієнт стисливості природного газу, Zc (r = 
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Таблиця 2. Факторні навантаження (вклади) 
для ознак компонентного складу та основних характеристик досліджуваних газів 
Table 2. Factor loads (contributions) for individual features 
of the component composition and main characteristics of the studied gases 

Signs F1 F2 VF1 VF2

Average depth 0.185 –0.983 –0.729 0.685
С1 0.998 –0.060 –0.842 –0.540
С2 0.005 1.000 0.585 –0.811
С3 –0.976 0.217 0.916 0.400
і-С4 –0.961 0.275 0.939 0.345
n-C4 –0.994 0.110 0.868 0.497
C5 0.487 0.873 0.121 –0.993
CO2 0.958 –0.286 –0.943 –0.333
N2 –0.521 –0.854 –0.083 0.997
He –0.944 0.331 0.957 0.289
i-C4/n-C4 0.848 0.530 –0.372 –0.928
VCH4

–0.536 –0.844 –0.065 0.998
ln(C1/C2) 0.262 –0.965 –0.780 0.625
ln(C2/C3) 0.980 0.199 –0.674 –0.739
C2/C3 0.966 0.257 –0.629 –0.777
C2/i-C4 0.965 0.264 –0.624 –0.782
C1 (reduct) 0.920 –0.391 –0.974 –0.226
Dryness (C1/C1—5) 0.862 –0.507 –0.995 –0.098
М, g/mol –0.963 0.268 0.936 0.351
ρ (с. и.) –0.965 0.263 0.934 0.356
Zc 0.792 –0.611 –1.000 0.027
ρ (cт.) –0.964 0.266 0.935 0.354
Q (high, 0 °C) –0.686 0.728 0.983 –0.184
Q (low) –0.696 0.718 0.985 –0.170
d –0.963 0.270 0.937 0.349
W (high) –0.344 0.939 0.831 –0.556
W (low) –0.378 0.926 0.851 –0.525
С6Н14 + high hydrocarbons –0.998 –0.057 0.773 0.634
Total content of hydrocarbon  
gases, vol. % 0.411 0.912 0.206 –0.979
Total content of non-hydrocarbon  
gases, vol. % –0.377 –0.926 –0.242 0.970
Relative density –0.460 0.888 0.895 –0.447
Lower calorific value, kJ/m3 –0.895 0.445 0.986 0.168
Expl. Var 25.621 14.379 21.716 18.284
Prp. Totl 0.641 0.359 0.543 0.457

=  0,992); густина ідеального газу ρ  (с. и.) — 
нижча теплотворна здатність (r = 0,981); від-
носна щільність горючого газу по відно
шенню до повітря, d — нижча теплотворна 
здатність (r = 0,982); відносна густина за по-
вітрям — показники індексів Воббе — W 
(high), W (low) (r ≥ 0,99); глибина середня — 
ln(C1 / C2) (r = 0,997);

•негативні кореляції: C2 — глибина серед
ня (r = –0,982); з середньою глибиною відбо-

ру проби також спостерігається від’ємна ко-
реляція (r = –0,98) показників індексів Воб
бе  — W (high), W (low) C3, i-C4  — C1(при- 
вед.)  — r ≥ –0,98; показників індексів 
Воббе — W (high), W (low) з ln(C1/ C2) — r ≥  
≥ –0,99; сум.C5 з CH4/m ker l/kg (r = –0,998); 
сум.C5 з сумарним вмістом невуглеводневих 
(r = –0,992); CH4/m ker l/kg з сумарними 
вмістами вуглеводневих та невуглеводневих 
газів (r ≥ –0,99); С6Н14 + вищі — ln(C2/C3) —  

ГЕОХІМІЧНА ХАРАКТЕРИСТИКА ТА ЕВОЛЮЦІЯ ГАЗІВ ДЕЯКИХ РОДОВИЩ ДДЗ
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r = –0,99; нижча теплотворна здатність з C1 
(привед.) та сухістю (C1/C1—5) (r = –0,998); 
коефіцієнт стисливості природного газу, Zc  
з вищою та нижчою теплотою згоряння, Q 
(high, 0 оC), Q (low) та нижчою теплотворною 
здатністю (r ≥ –0,98).

Загалом між вуглеводневими газами коре-
ляція, як позитивна, так і негативна, є ви-
щою за середню (окрім етану).

Факторний аналіз (метод головних компо
нент) застосовують для дослідження склад-
них природних систем. Вважається, що дія 
різних факторів викликає взаємопов’язану 
зміну показників, які характеризують дос
ліджуваний природний об’єкт. Аналіз, ін
терпретація кожного фактора полягає у по-
шуку невідомих "простих" лінійно незалеж-
них (ортогональних) показників, які і носять 
назву головних компонент. Ці "прості" ха-
рактеристики можна вважати "причинами", 
а спостережувані характеристики (показни-
ки) — "наслідками". 

У наших дослідженнях використано фак-
торний аналіз до обертання (F1 і F2, unro­
tated) і варимакс-факторного методу аналізу 
(VF1 і VF2, varimax normalized). Саме у пер-
шому факторному аналізі до обертання (F1 і 
F2, unrotated) досягнуто максимізацію дис-
персії навантажень на фактори для дослід
жуваної вибірки: головний вклад у спільну 
дисперсію даних дають два головних факто-
ри, які мають такі навантаження, %: F1 — 
64,05, F2 — 35,95 та VF1 — 54,00, VF2 — 46,00. 
За допомогою використаного методу фак-
торного аналізу до обертання (F1 і F2, unro­
tated), за якого досягається максимізація дис
персії навантажень на фактори, і була визна-
чена асоціація прямих ознак і вага кожної з 
них у встановлених факторах (F1 і F2). Резуль
тати факторного аналізу наведені в табл. 2.

Основні навантаження першого фактора 
(F1), який є основним і має визначальний 
вплив на ознаки генеральної сукупності, ви-
явлені для таких показників: 

•сильні позитивні навантаження (по­
казники і параметри подані у міру зменшен­
ня навантажень фактора F1 від 0,998 до 
0,792): С1, сума вуглеводнів, ln(C2/C3), C2/C3, 
C2/i-C4, CO2, C1 (привед.), сухість (C1/C1—5), 
i-C4/n-C4, коефіцієнт стисливості природ
ного газу (Zc);

•разом з тим слід відмітити і негативну 
роль цього фактора (навантаження факто­
ра F1 від –0,998 до –0,796) для: С6Н14 + вищі, 
n-C4, С3, густина ідеального газу ρ  (с. и.), 
густина в стандартному стані ρ (ст.), молярна 
маса (М, г/моль), відносна щільність горю
чого газу відносно до повітря (d), і-С4, He, 
нижча теплотворна здатність, кДж/м3.

Отже, перший фактор ("легких вуглевод
нів", "метановий") характеризує спільний 
розподіл просторово і парагенетично пов’я
заних нижчих гомологів вуглеводневих газів 
за найбільшої ваги (інформативності) най-
легшого з них — С1 та суми вуглеводнів 
(0,998). Водночас слід відзначити від’ємну 
роль у даному показнику вищих важчих вуг-
леводнів.

Другий фактор (F2) — другорядний і 
впливає на такі параметри та ознаки:

• позитивні навантаження (показники і 
параметри подані по мірі зменшення наван­
тажень фактора F2 від 0,939 до 0,718): С2, 
вищий індекс Воббе (Whigh); нижчий індекс 
Воббе (Wlow), вища теплота згоряння (Qhigh, 
0  оC), сумарний вміст вуглеводневих газів, 
відносна густина за повітрям, сум. C5, нижча 
теплота згоряння (Qlow); 

• негативні навантаження (показники і 
параметри подані у міру зменшення наван­
тажень фактора F2 від –0,983 до –0,844): 
глибина середня, ln (C1/C2), сумарний вміст 
невуглеводневих газів, N2, VCH4

.
Висновки. 1. Використання співвідношен-

ня деяких вуглеводневих компонентів газів, 
зокрема коефіцієнта i-C4/n-C4 показало, що з 
високою ймовірністю, незалежно від глиби-
ни, віку та тектонічної приналежності, гази 
родовищ Дніпровсько-Донецької западини 
мають однакове походження — вони є про-
дуктом еволюції керогену. Серед дослідже-
них проб ми не виявили таких, які однознач-
но б вказували на наявність газу термолізу 
нафти, газу біодеградаційних процесів тощо. 

2. Геохімічний аналіз показав, що пастки 
Мовчанівського та Водянівського родовищ 
наповнювались газом або з багатьох дже-
рел, або багатостадійно, проте незалежно від 
цього джерелом флюїду був кероген. Також 
ми припускаємо, що до Новомиколаївського 
родовища гази надійшли упродовж коротко-
го інтервалу геологічного часу. 
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3. Зі збільшенням глибини значення кое-
фіцієнта сухості газів зростає, що поясню-
ється деструктивним впливом температур-
ного фактора на важкі вуглеводні. 

4. Періодичні аналізи газу упродовж роз-
робки покладів свідчать, що під час фільтра-
ції газів через породи-колектори до вибою 
свердловин унаслідок процесів абсорбції  / 
десорбції породним масивом відбувається 
диференціація компонентів газових сумі-
шей, що призводить до деякої зміни складу 
та коефіцієнта сухості газів. 

5. Більшість досліджуваних параметрів і 
показників характеризуються однорідним роз
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GEOCHEMICAL CHARACTERISTICS AND GASES EVOLUTION HISTORY 
OF PARTICULAR DEPOSITS OF THE DNIPRO-DONETSK DEPRESSION
The results of the geochemical analysis of the gases evolution in the deposits of the Dnipro-Donetsk depression 
within the boundaries of various tectonic elements are presented. Applied methods of thermodynamic modeling, 
statistics and geochemical coefficients. The initial data for the calculations are 203 results of the analysis of free and 
dissolved gases in oil from seven deposits. Measurement time range: 1966-2018. The range of depths: from 1758 to 
5587 m. The coefficients i-С4/n-С4, Ln(C1/C2), Ln(C2/C3), C1(reduced) were used to estimate general trends. The 
ratio of C2/C3 to C2/i-C4 was used to assess conversion trends in the gas/solid matter system. The ratio of i-C4/n-C4 
to normalized methane was used as an indicator of thermal maturity. The volume of methane generated by kerogen 
and the depth of formation of equilibrium mixtures were calculated using thermodynamic methods. With the help 
of correlation analysis, the structure of interrelationships between components, parameters, and coefficients was 
revealed, and the most significant connections were highlighted. It was established that, regardless of depth, age and 
tectonic affiliation, the gases of the considered deposits have the same origin — they are the product of kerogen 
evolution. It was found that the traps of the Movchanivskyi and Vodianivskyi deposits were filled with gas either 
from many sources or in multiple stages. The productive stratum of the Novomykolaiv deposit was saturated with 
gases during a short interval of geological time. Over time, the calorific value of gases and the Wobbe number in 
deposits gradually decrease.

Keywords: hydrocarbon gases, evolution of organic matter, geochemical coefficients, Dnipro-Donetsk basin.


