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岩石热解方法应用于页岩油气研究需注意的几个问题
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摘要：岩石热解方法自问世以来被广泛地应用于烃源岩的研究，其可以简便、快捷地评价岩石的含油特性、干酪根的生烃特征以及有

机质的丰度、类型和成熟度，但该方法有其适用的范围，且岩石热解数据不合理的解释会增加页岩油气勘探的风险。基于近年来发

表的大量实验测试数据，总结了在岩石热解分析数据解释中经常出现的 3个问题。①对于高-过成熟的样品，其应用性受到限制；利

用氢指数（HI）、氧指数（OI）、岩石最高热解峰温（Tmax）以及热解过程中产生的烃类（S2）与二氧化碳（S3）数量的比值（S2/S3）来划分有机

质的类型，应尽量针对有机质成熟度（镜质体反射率，Ro）低于 1. 35 %的烃源岩。② Tmax的有效性取决于 S2峰的大小及其是否对称，

Tmax的准确性依赖于有机质的类型和Ro；残余烃与黄铁矿含量会对Tmax的准确性造成一定的影响。对于Ⅰ，Ⅱ和Ⅲ型有机质，为确保

测试获得的Tmax准确、有效，烃源岩的Ro应不高于 1. 70 %。③含油饱和度指数（OSI）被用来表征页岩油的可动潜力，OSI大于 100 mg/
g指示页岩油甜点。值得注意的是，OSI并不能直接指示页岩中的含油饱和度，对于有机质含量较高的层段，OSI通常低于 100 mg/g，
而较低的总有机碳含量也能导致OSI大于100 mg/g。目前，大多数论文所报道的极具潜力的页岩油储层，只有极少数OSI高于100 mg/
g。因此，将OSI大于 100 mg/g作为一个评价页岩油可动性和甜点的参数值是否合适值得进一步思考。建议针对不同类型的沉积盆

地和不同的页岩地层建立各自的OSI评价标准。此外，不同岩性的样品在存储和制备过程中轻烃损失量差异较大，应对多岩相共生

页岩油储层采用分岩相评价方法。
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Abstract：Rock-Eval pyrolysis has been widely used in assessing source rocks from the very beginning.  Although this 
approach can evaluate oil content， hydrocarbon generation， as well as the abundance， type， and thermal maturity of organic 
matter in a simple and rapid way， it is noteworthy that this technique has some limitations in application， and improper 
interpretation of pyrolytic data may bring more risks to shale oil/gas exploration.  This study summarizes three main pitfalls 
commonly seen in previous publications based on massive experimental results.  First， the use of hydrogen index （HI）， 
oxygen index （OI）， the temperature of maximum pyrolysis yields （Tmax）， and the ratio of S2/S3 to discriminate kerogen of 
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diverse types should target source rocks with maturity less than 1. 35 % Ro； the feasibility of the technique to highly-to-over-
mature source rock samples is limited.  Second， the validity of Tmax depends on the area of S2 and whether it is in normal 
distribution， and the accuracy of Tmax relies on kerogen type and thermal maturity； moreover， residual hydrocarbon and pyrite 
content have some effects on the accuracy of Tmax.  To obtain accurate Tmax values， the maturity of source rocks of types Ⅰ， 
Ⅱ， and Ⅲ should not be larger than 1. 70 % Ro.  Third， the oil saturation index （OSI） has been used to indicate the mobility 
of shale oil， and a value larger than 100 mg/g TOC suggests sweet spots of shale oil.  However， it should be noted that OSI 
could not directly provide information on the saturation of oil in shale.  OSI values are generally smaller than 100 if the rocks 
are very organic-rich， and a small TOC value could also lead to a large OSI value （more than 100 mg HC/g TOC）.  Besides， 
only a few shales bear OSI higher than 100 mg HC/g TOC， although many of the shales have been proven commercially 
successful.  Therefore， the applicability of OSI larger than 100 mg HC/g TOC as a parameter for shale oil mobility merits 
further consideration.  We suggest using individual OSI criteria for different types of sedimentary basins and shale formations.  
Moreover， the loss of light hydrocarbons during the storage and preparation of rock samples is strongly dependent on rock 
lithofacies， and thus， classified assessment should be adopted for shale oil reservoirs of multiple lithofacies.
Key words：sweet spot assessment，oil saturation index （OSI），thermal maturity，organic matter type，Rock-Eval 
pyrolysis，shale oil and gas
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1 研究背景

热解定义为物质在无氧条件下受热发生分解的过

程。在石油地质研究中，依据实验目的和模拟地下生

烃过程，热解装置可以分为开放系统、半开放系统和封

闭系统［1-2］。最典型且最常用的开放热解系统是法国石

油研究院（IFP）研制出的Rock-Eval系列［3］。Rock-Eval
岩石热解仪可以提供包括岩石孔隙中以游离态和吸附

态存在的滞留烃（S1）、干酪根转化形成的热解烃（S2）、热
解过程中产生的二氧化碳（S3）以及岩石最高热解峰温

（Tmax）。部分Rock-Eval装置还可以测定热解后残余的

有机碳，从而实现岩石中总有机碳含量（TOC）的计算。

有机质的数量、类型和成熟度是烃源岩/富有机质泥页

岩评价中的3个关键参数，部分岩石热解装置（如Rock-

Eval 7）可以实现该3个参数快速有效的评价。

有机质的类型可以通过氢指数（HI=S2/TOC）、氧指

数（OI=S3/TOC）、HI和Tmax的相关关系以及S2与S3的比值

来判断［4］。Van Krevelen提出以H/C和O/C原子比来描

述煤岩演化路径［5］，后被Tissot等用来刻画烃源岩中有

机质的热演化过程并由此来划分干酪根类型［6］。
Espitalie 等人尝试用岩石热解的数据来反映与H/C和

O/C原子比类似的信息并指出HI和OI可以用来判识源

岩中有机质的类型，但判识的结果需要辅以显微镜观察

或元素分析［3-4］。另外，S2/S3比值也可以用来判断有机质

的类型，S2/S3=0～3 反映以生气为主的Ⅲ型干酪根，

S2/S3=3～5 表明有机质是油气共生的Ⅱ型干酪根。

S2/S3>5指示以生油为主的Ⅰ型干酪根。值得注意的是，

该类型划分方法适用于有机质成熟度较低的条件，对应

的镜质体反射率（Ro）为0. 6 %［4］。Banerjee 等提出了不同

类型干酪根热演化过程HI与Tmax关系的数学表达式和模

板［7］。据此划分干酪根类型主要依赖HI的大小以及Tmax
的准确性。尽管岩石热解方法在非常规油气资源评价中

有着非常广泛的应用，但其局限性却被大量学者忽视。

Tmax作为评价烃源岩有机质成熟度的一个重要参

数，热解峰 S2的大小和形态均影响其准确性［4， 8］。然而

Luo等和Zhang等在对中国南方地区海-陆过渡相高-过
成熟（通常Ro>2. 0 %）的龙潭组页岩进行研究时，对岩

石热解 Tmax 进行了讨论，认为其极高的 Tmax（通常>
500 ℃）可以有效地指示其成熟度［9-10］。Zhang 等通过研

究处于生湿气窗阶段（Ro=1. 3 % ~ 2. 0 %）的龙潭组页

岩，指出 Ro大于 1. 7 %和 Tmax大于 500 ℃时，Tmax不足以

用来准确地表征以Ⅲ型干酪根为主的有机质成熟度［8］。
Tan等指出极低的HI（大部分低于10 mg/g）和变化范围

极大的Tmax（283 ~ 609 ℃），表明Tmax在中国南方高-过成

熟的海相页岩成熟度评价中的无效性［11］。因此，应用

岩石热解 Tmax评价富有机质泥页岩成熟度应注意其有

效的范围。尽管国际上已有数篇文献指出岩石热解
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diverse types should target source rocks with maturity less than 1. 35 % Ro； the feasibility of the technique to highly-to-over-
mature source rock samples is limited.  Second， the validity of Tmax depends on the area of S2 and whether it is in normal 
distribution， and the accuracy of Tmax relies on kerogen type and thermal maturity； moreover， residual hydrocarbon and pyrite 
content have some effects on the accuracy of Tmax.  To obtain accurate Tmax values， the maturity of source rocks of types Ⅰ， 
Ⅱ， and Ⅲ should not be larger than 1. 70 % Ro.  Third， the oil saturation index （OSI） has been used to indicate the mobility 
of shale oil， and a value larger than 100 mg/g TOC suggests sweet spots of shale oil.  However， it should be noted that OSI 
could not directly provide information on the saturation of oil in shale.  OSI values are generally smaller than 100 if the rocks 
are very organic-rich， and a small TOC value could also lead to a large OSI value （more than 100 mg HC/g TOC）.  Besides， 
only a few shales bear OSI higher than 100 mg HC/g TOC， although many of the shales have been proven commercially 
successful.  Therefore， the applicability of OSI larger than 100 mg HC/g TOC as a parameter for shale oil mobility merits 
further consideration.  We suggest using individual OSI criteria for different types of sedimentary basins and shale formations.  
Moreover， the loss of light hydrocarbons during the storage and preparation of rock samples is strongly dependent on rock 
lithofacies， and thus， classified assessment should be adopted for shale oil reservoirs of multiple lithofacies.
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Tmax在烃源岩有机质成熟度评价中可能存在缺陷［4， 12］，
仍有不少相关研究忽视其适用的范围。

Killops 等提出用 S1/TOC 表示沥青指数（BI），研究

富镜质组煤岩中烷烃的生成和运移［13］。自 Jarvie再次

提出 S1/TOC 表示页岩储层含油饱和度指数（OSI）以

来，OSI 被广泛地用来反映页岩油的可动潜力［14］。
Jarvie指出OSI大于 100 mg/g 的区域，可能是有利的页

岩油甜点发育区［14］。然而，OSI 虽然名为含油饱和度

指数，但其与含油饱和度并没有直接明显的关系。大

量实测数据表明，OSI 较高的样品通常具有较低的

TOC（<10 %）。从全球范围来看，大多数经典页岩油储

层的平均OSI都低于 100 mg/g。因此，OSI在富有机质

泥页岩中的应用值得思考。

本文在充分调研岩石热解方法研究的基础上，结

合实际案例剖析，总结了该方法在数据分析和使用方

面存在的问题，以期同行专家在利用岩石热解数据分

析烃源岩中有机质的类型、成熟度以及页岩油的可动

潜力时，能够注意其适用的范围，对数据做出有效正确

的解释，从而降低页岩油气的勘探风险。

2　实例剖析

2. 1　有机质类型

从不同类型干酪根 HI，OI 和 Tmax在有机质热演化

过程中的变化特征看（图 1），当所测样品具有较高的

HI，OI和较低的Tmax时，干酪根的类型可以准确且容易

地加以区分。当成熟度增加至生油高峰阶段（Ro≈

0. 90 %）时，Ⅰ型和Ⅱ型有机质最先呈现出趋于一致

的热演化路径，Ⅰ型和Ⅱ型干酪根已经较难通过岩石

热解的参数进行区分，此时Ⅲ型干酪根仍然可以明显

区别于Ⅰ型和Ⅱ型有机质的 HI，OI 和 Tmax。随着成熟

度进一步增加，有机质的芳构化程度增强，当 Ro大于

1. 35 %时，Ⅰ型和Ⅱ型有机质的演化路径已经完全重

合，Ⅲ型干酪根此时还略低于Ⅰ型和Ⅱ型有机质的

HI。部分学者也通过 S2/S3比值来判断有机质的类型，

该值实际上等效于（S2/TOC）/（S3/TOC），即为氢指数与

氧指数的比值 HI/OI。由图 1b 可知，Ⅲ型干酪根具有

较低的HI/OI，较易判识，然而对于Ⅰ型和Ⅱ型干酪根，

只在较低成熟度时可以进行区分。另外，值得注意的

是，不同类型的干酪根有各自不同的热演化路径，然而

却没有一个明确的边界用于区分有机质的类型。例

如，图 1a中红色圆点对应的 Ro小于 0. 50 %的部分，清

晰地分布在Ⅰ型干酪根范围内，而当其Ro接近或高于

0. 50 %时，红色圆点分布在Ⅰ型和Ⅱ型干酪根之间的

区域；绿色的圆点也并没有严格沿着Ⅱ型干酪根的热

演化路径分布；蓝色圆点代表的是Ⅲ型干酪根，有一部

分也分布于Ⅱ型和Ⅲ型干酪根之间的区域。因此，利

用岩石热解参数判断有机质的类型应该注意其适用的

成熟度范围，建议尽可能针对热演化进入生湿气窗

（Ro≈1. 35 %）之前的页岩使用该方法，并辅助其他测试

手段判断有机质的类型。对于有机质成熟度进入生湿

气阶段之后（Ro >1. 35 %）的页岩，岩石热解数据只能

作为有机质类型划分的一个参考，而不能作为主要依

据；此时，无论是通过HI vs.  Tmax和HI vs.  OI，还是H/C 
vs.  O/C，Ⅰ型和Ⅱ型干酪根均无法进行区分。可利用
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Fig.  1 Evolution of HI， Tmax and OI for different types of kerogens［4， 8， 15-22］

a.  HI vs.  Tmax；b.  HI vs.  OI
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岩相学方法，通过有机质的镜下特征，判断是以陆源高

等植物还是以水生来源的藻类和浮游生物有机质为

主，确定是Ⅲ型还是Ⅰ型或Ⅱ型有机质。通常来说，Ⅰ
型有机质形成于湖相沉积环境，Ⅱ型有机质则形成于

海相沉积环境，因此，可进一步结合分子有机地球化学

和元素地球化学方法对富有机质泥页岩的沉积环境进

行恢复，从而推断有机质的类型［8］。

2. 2　最高热解峰温

以德国西北部下萨克森盆地下侏罗统波西多尼亚

（Posidonia）页岩为例，Tmax随着成熟度的增加而增大，

而 S2峰面积随着Ro的增大而急剧减小（图 2）。该自然

演化序列的 4 个样品，S2峰均为对称型，其 Tmax和 Ro之
间存在较好的线性相关关系，因此，Tmax可以有效地指

示页岩中有机质的成熟度。当有机质热演化到一定程

度，例如 Ro大于 1. 45 %，可热解生烃的干酪根已经大

部分完成了向石油的转化，只残留极少数可继续生烃

的有机质，因此形成的 S2峰面积很小（图 2）。值得注

意的是，Tmax的有效性是建立在较大的 S2峰面积和较好

的对称性的基础上［4， 8］（图 3a）。当 S2小到某一程度，其

极可能不具备对称的峰型，如中国南方地区高-过成

熟的海陆过渡相龙潭组页岩（图 3b，c），这样的样品测
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Fig.  2 FID signal and Tmax curves of samples at different maturities from the Posidonia Shale Formation
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Fig.  3 FID signal curves of standard samples and samples with abnormal S2 peaks
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试得到的 Tmax并不能有效反映有机质的成熟度，此时

需要通过测试 Ro来判断该页岩的热演化程度。除了

成熟度较大时 Tmax应该慎重使用之外，对于某些成熟

度较低的样品，如本研究中使用的煤样，其 S2面积足够

大却呈现出双峰（图 3d），此时得到的 Tmax比较接近其

真实值，但仍然不够准确。以Ⅲ型有机质为例（图 4），

大量的数据统计显示，当Ro小于约 1. 70 %，Tmax低于约

500 ℃，Ro和 Tmax之间存在较好的线性关系（图 4b），表

明以Ⅲ型有机质为主的页岩，当 Ro不超过 1. 70 %时，

Tmax通常可以有效地表征该页岩中有机质的成熟度。

由上可知，当 Tmax高于 500 ℃时，应尽量避免用其计算

等效镜质体反射率并用其表征页岩中有机质的成

熟度。

页岩油储层有机质可为Ⅰ型（生油型）和Ⅱ型（生

油气型），且以Ⅱ型有机质为主，纯Ⅰ型有机质页岩并

不多见。由于Ⅰ型和Ⅱ型有机质的HI和Tmax在成熟度

处于生油窗末端及之后的热演化路径已经完全重合

（图 4a），因而 Tmax的有效性对于Ⅰ型和Ⅱ型有机质具

有相同的成熟度上限。当 Ro小于约 1. 70 %，Tmax低于

约 490 ℃，Ⅱ型有机质的Ro和Tmax之间存在较好的线性

关系（图 4a）；当Ro达到或超过 1. 80 %，Tmax表现出明显

的异常（图 4a），这说明以Ⅰ型和Ⅱ型有机质为主的页

岩，当Ro不超过 1. 70 %时，Tmax也可以有效地表征该页

岩中有机质的成熟度。

在实际样品中，影响 Tmax准确性的因素还包括岩

石的矿物组成、有机质的氧化或风化、硫和铀元素含

量、源岩中残留的原油和沥青以及测试时样品的用量

等［12］。在页岩油的勘探中，富有机质泥页岩内通常有

较高含量的残余油，因此，本文重点关注残留原油对

Tmax准确性的影响。张振苓等指出可溶有机质中的重

质组分进入 S2峰会导致 Tmax降低［28-29］。本研究通过对

比波西多尼亚页岩在二氯甲烷抽提前后岩石热解的数

据发现，构成 S1的残余烃几乎可以全部被有机溶剂移

除，而 S2在抽提后都有不同程度的减小，表明确实有一

部分重质组分会构成S2（图5）。值得注意的是，在所分

析的 4个样品中，只有 1个样品的Tmax略微增大，其他 3
个基本保持不变（图 5）。图 6 为来自 3 套不同页岩地

层的样品，具有相近的成熟度。由图 6 可知，Tmax在有

机溶剂抽提后并没有呈现出统一增大的规律，而是表

现出相对更小的波动范围。因此，残余原油对岩石热

解 Tmax的确存在影响，而可溶有机质的移除对于更加

准确地测定Tmax有一定的帮助。

本研究还观察到一个有趣的现象，同一块岩心分

别在不同位置取样测得的Tmax最大可相差7 ℃（图7），这
个数值接近甚至已经高于Ⅰ型干酪根在整个生油窗内

Tmax的跨度（图 4a）。图 7a为取自 4块岩心的 12个样品

的测试结果，在每块岩心紧邻的部分取 3个亚样（图 7b
所示），样品①，②和③取自同一块岩心，而样品③的

Tmax比样品①和②要偏低。由图 7b 可见，样品③所处

的位置黄铁矿富集，而该样品对应的总硫含量也是异

常高。烃源岩中的硫元素可以以单质硫的形式存在，

也可以和有机碳形成含碳硫键的有机化合物或者与金

属元素一起形成硫化物（如黄铁矿）和硫酸盐（如硫酸

亚铁和硫酸铁）。不同赋存形式的硫对有机质向石油

的转化有不同的作用机制和不同的影响程度。例如，

Sassen和 Chinn研究发现，单质硫可使得岩石热解 Tmax
和HI降低以及OI增大［30］；Hunt等指出，干酪根生烃所

需活化能与硫元素含量呈负相关关系，说明硫元素含

量越高，干酪根向石油转化所需的能量（或温度）越

低［31］。硫元素与有机碳形成的碳-硫键比有机碳之间

的碳-碳键更弱，高含硫干酪根在相对较低的温度时

即可产生石油［32-33］。祖小京等通过热模拟实验，揭示
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了硫化亚铁（FeS）对氯仿沥青"A"的形成具有明显的

催化作用［34］。由此可知，黄铁矿（FeS2）的混入使得Tmax

有较大幅度的降低（图 7a），可能是由于黄铁矿降低了

有机质向石油转化所需的活化能。
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Fig.  5 Normalized FID signal curves prior to and post organic-solvent extraction for the Posidonia Shale
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众所周知，Ro是表征烃源岩中有机质成熟度最重

要的指标，其可以用来标定从成岩作用早期至高变质

作用阶段岩石中有机质的热演化程度，因此，Ro被广泛

地用来与其他成熟度指标进行对比。3种类型有机质

Ro与 Tmax之间存在明显不同的相关关系（图 4），由图 4
可知，Ⅱ型和Ⅲ型干酪根的 Tmax随着 Ro的增大平缓地

增加，而Ⅰ型干酪根的 Tmax在整个生油窗内变化范围

极小，因此 Tmax的微小变化可对Ⅰ型干酪根 Ro的准确

性造成较大影响。3 种不同类型有机质 Ro与 Tmax之间

的具体关系如下：

Ⅰ型干酪根：

Ro=0. 069 9Tmax-30. 012 0 （1）
Ⅱ型干酪根：

Ro=0. 018 1Tmax-7. 188 8 （2）
Ⅲ型干酪根：

Ro= 0. 013 5Tmax-5. 054 8 （3）
综上所知，Ⅱ型和Ⅲ型干酪根的 Tmax可以有效地

计算整个生油窗以及部分生湿气阶段烃源岩有机质的

等效Ro，而在使用 I型干酪根的Tmax计算对应的Ro时则

需要慎重考虑测试误差带来的影响。

2. 3　含油饱和度指数

本研究选取的 12套页岩地层有中国的沙河街组、

延长组 7 段、芦草沟组和青山口组，美国的巴奈特

（Barnett）、伍德福德（Woodford）、巴肯（Bakken）、鹰滩

（Eagle Ford）和尼奥布拉拉（Niobrara），德国的波西多

尼亚（Posidonia），俄罗斯的巴热诺夫（Bazhenov）以及

伊朗的盖鲁（Garau）页岩［16， 37-47］。图 8 为这 12 套经典

的富有机质泥页岩地层的 TOC与 S1含量分布情况，显

示大部分地层的 OSI均小于 100 mg/g，因此，本研究认

为 Jarvie提出的含油饱和指数OSI需要大于100 mg/g才
具有页岩油勘探潜力这一说法与客观事实存在一定的

差异。根据 OSI 的计算公式，其值的大小取决于 S1和
岩石 TOC。通常来说，TOC 不会因为样品存储和粉碎

过程而受到影响，而 S1则会在上述过程中有较大的变

化。根据Xie等人的研究结果，从岩心采集到库存一个

月的时间，S1有将近 50 %的减小［48］，说明构成 S1的轻烃

在样品存储的过程中会有较多的散失，也因此说明S1并
不能反映真实地层条件下孔隙中烃类的含量，尤其是

对于库存时间较长的样品。本研究建议对非新鲜岩样

或者是库存时间较长的样品进行轻烃损失量的恢复。

图 9为美国巴奈特和德国波西多尼亚页岩 OSI与
Ro的关系图，由图可知，OSI随着成熟度Ro的增加呈现

出先增大后减小的趋势，并且在生油高峰（Ro ≈0. 9 %）
处达到最大值。由此可知，尽管 OSI 在很大程度上依

赖于 TOC，但其主要受控于孔隙中残余烃的含量，即

岩石热解 S1的大小。而 S1的大小与成熟度之间也存

在密切的联系，因此，OSI在用于评价页岩油勘探潜力

时应首先考虑成熟度这一关键参数。例如，伊朗的盖

鲁页岩（图 8d）OSI 整体较低，远低于 100 mg/g。究其

原因，是因为该页岩地层中有机质类型主要为Ⅱ型，

热演化程度较低，Tmax总体分布在 430 ℃左右，处于该

热演化阶段的有机质还未产生大量的烃类。本研究

涉及的 12套页岩的具体信息可参见表 1。此外，值得

注意的是，该 12套经典的富有机质泥页岩地层中只有

少数样品的OSI高于 100 mg/g，而且OSI接近或者高于
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图7 波西多尼亚页岩总硫元素含量与岩石Tmax相关关系及宏观岩心取样方法

Fig.  7 Correlation between total sulfur content and Rock-Eval Tmax and the principle of sampling method for the Posidonia Shale
a.  ①，②和③为取自同一样品不同部位的亚样品，③呈现出异常低Tmax；b.  图 a中3个亚样品的取样位置
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100 mg/g 的样品，整体表现出 TOC 低于 10. 0 %的特

点。综合上述讨论，基于 OSI 参数评价页岩油勘探潜

力应重点关注 TOC 低于 10. 0 %且 Ro接近 0. 90 %的页

岩地层。勘探实践表明，松辽盆地古龙页岩油储层青

山口组 TOC 分布在 0. 5 % ~ 10. 0 %，Ro 的范围是

0. 75 ~ 1. 70 %［49-52］；孙龙德指出，青山口组页岩以成

熟 -高成熟为主，应重点关注 Ro 大于 1. 00 %和 S1
大于 2 mg/g的部分［53］。北美威利斯顿盆地巴肯组上段

和下段页岩Ro主要分布在 0. 80 ~ 1. 10 %，TOC则主要

分布在 10. 0 %～20. 0 %，而巴肯组主要产油层为中段

碳酸盐岩和细粒碎屑岩［54-57］。北美的鹰滩页岩Ro主要

分布在 0. 80 % ~ 1. 50 %，TOC 主要分布在 2. 0 % ~
8. 0 %［58-59］。渤海湾盆地古近系沙河街组页岩 Ro 主

要处于 0. 50 % ~ 0. 90 %，TOC 则主要分布在 2. 0 % ~
6. 0 %［60-62］。以上地层的有机质含量和成熟度均与本

研究提出的TOC和Ro相吻合。由于Ⅲ型干酪根以生气

为主，OSI的应用主要针对Ⅰ型和Ⅱ型干酪根（表1）。
基于 OSI 评价页岩油甜点发现，较低的 TOC 也能

导致 OSI 大于 100 mg/g，但低 TOC 页岩中页岩油的可
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Fig.  8 Correlations between TOC and S1 of different classic shale formations［16， 32-41］

a.  波西多尼亚、巴奈特和伍德福德；b.  巴肯、沙河街组和延长组7段；c.  芦草沟组、鹰滩和青山口组；d.  尼奥布拉拉、巴热诺夫和盖鲁

0

140

120

100

80

60

40

20

0

O
S
I/

(m
g

/g
)

R
o
 /%

0.5 1.0 1.5 2.0

图9 波西多尼亚和巴奈特页岩OSI随Ro增加的演化趋势［26， 63］
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动性大于高 TOC 页岩这一观点目前仍缺乏有力的证

据。页岩油的可动性主要受控于两个方面：一是储层

的性质，如渗透性，渗透性好的储层，其中的流体更容

易流动；二是流体的属性，如流动性，黏度越低，页岩油

越容易流动［61］；此外，较高的含气量也有利于增强页

岩油的可动性，溶解于页岩油中的天然气不仅会降低

原油的黏度，还能在储层压力降低时体积膨胀从而驱

动原油在孔隙裂缝中流动。然而，OSI 既不能反映储

层的性质，也不包含与流体属性相关的信息。因此，

OSI能否指示页岩油的可动性还需要考虑其他方面的

因素。结合前文讨论的内容可知OSI在Ro约为 0. 90 %
处达到最大（图 9）；当 Ro小于 0. 90 %时，OSI随着 Ro增
加而变大是因为该过程干酪根大量地向液态石油转

化；当Ro大于 0. 90 %时，OSI随着Ro增加而减小则是由

于大分子量的液态石油逐渐向分子量更小的液态轻烃

或气态烃类转化；值得注意的是，OSI减小的过程仅仅

反映了残余液态烃含量降低，对于封闭体系而言，系统

内烃的总量并未减少，但油质更轻且黏度更低［50］。此

外，分子量较小的液态轻烃在岩样存储和制样的过程

中更容易挥发，可导致测得的 S1与实际样品中残余烃

的含量相差更大。因此，从成熟度的角度考虑，Ro大于

0. 90 %更有利于页岩油勘探，但应该注意，对于 Ro大
于 0. 9 %的页岩油，烃类的保存条件更为苛刻，封闭性

较好的围岩或较强的自封闭能力是该类页岩油成功勘

探的必要条件。

中国页岩油主要分布在陆相沉积盆地，陆相页岩

岩相多变、非均质性强，且富有机质页岩黏土含量较

高［64-70］，制约着页岩油的勘探开发成效。甜点评价是

页岩油勘探的关键，也是多岩相共生储层精细表征的

核心目标。对于高有机质和黏土矿物含量的成熟页

岩，由于其极强的吸附能力和较低的渗透性，在样品

的存储和制样过程中轻烃损失量较小；而对于粉砂质

泥页岩或泥质细粉砂岩夹层，相对较低的吸附能力和

较高的渗透性会导致轻烃的大量散失；对于某些特殊

的岩相，例如江汉盆地新沟咀组盐间页岩油储层，部

分层段 OSI 远大于 100 mg/g 且含油气显示广泛［71-73］，
然而其中低 TOC 高 OSI 的储层并未获得工业油流。

由此可见，高 OSI（>100 mg/g）也不一定指示较大的页

岩油勘探潜力。因此，岩石的矿物组合对残余烃含量

和OSI大小有着较大的影响；此外，根据 Jarvie，原油的

挥发性、岩心的存储方式、制样方式以及使用的分析

测试设备均对孔隙中残余烃的含量测定有不同程度

的影响［74］。李志明等通过对鄂尔多斯盆地西南部延

长组页岩统计研究发现，延长组 7 段纹层状页岩和层

状泥岩、延长组 7 段凝灰岩和凝灰质粉砂岩夹层及延

长组 8段泥质粉砂岩和粉砂质泥岩的平均 OSI分别为

45，200和 11 mg/g［75］。由此可见，OSI大小在很大程度

上依赖于岩石岩相特征。综上，利用 OSI 评价中国陆

相页岩油可动性和甜点，应首先开展精细岩相刻画，

对多岩相共生储层分岩相评价，不同岩相的成熟页岩

可采用不同轻烃恢复系数进行残余烃含量校正。

3　结论及建议

1） 利用岩石热解参数判断有机质的类型应该注

意其适用的成熟度范围，建议尽可能针对热演化进入

表1　本次研究的12套经典页岩地层有机质丰度、类型、成熟度和含油饱和度指数

Table 1　The organic matter abundance， type， thermal maturity and OSI for the 12 different classic shale formations in the study

盆地

下萨克森

沃斯堡

阿德莫

威利斯顿

渤海湾

鄂尔多斯

松辽

准噶尔

麦肯齐

丹佛

西西伯利亚

扎格罗斯

地层

侏罗系

石炭系

泥盆系

泥盆系-石炭系

古近系

三叠系

白垩系

二叠系

白垩系

白垩系

白垩系

白垩系

组/段
波西多尼亚

巴奈特

伍德福德

巴肯

沙河街组

长7段

青山口组

芦草沟组

鹰滩

尼奥布拉拉

巴热诺夫

盖鲁

TOC/%
5. 04 ~ 14. 75 （8. 17）
0. 98 ~ 6. 84 （3. 67）
0. 07 ~ 15. 6 （8. 97）
2. 44 ~ 23. 44 （13. 77）
1. 01 ~ 5. 33 （2. 23）
1. 90 ~ 14. 70（5. 71）
0. 98 ~ 7. 27 （3. 30）
0. 40 ~ 35. 00 （4. 84）
0. 30 ~ 8. 53 （3. 12）
0. 51 ~ 10. 34 （3. 89）
2. 04 ~ 14. 72 （9. 18）
0. 75 ~ 26. 40 （16. 03）

有机质类型

Ⅱ型

Ⅱ型

Ⅰ型，Ⅱ型

Ⅱ型

Ⅰ型，Ⅱ型

Ⅰ型，Ⅱ型

Ⅰ型

Ⅰ型

Ⅱ型

Ⅱ型

Ⅱ型

Ⅱ-S型

Tmax/℃
425 ~ 465 （445）
340 ~ 504 （446）
413 ~ 429 （421）
416 ~ 465 （441）
438 ~ 458 （444）
428 ~ 459 （448）
440 ~ 455 （448）
425 ~ 455 （446）
426 ~ 494 （454）
435 ~ 467 （448）
425 ~ 464 （440）
423 ~ 438 （431）

OSI/（mg/g）
10 ~ 43 （26）
10 ~ 727 （67）
11 ~ 97 （48）
11 ~ 135 （47）
13 ~ 193 （60）
24 ~ 200 （84）
28 ~ 88 （50）

6 ~ 492 （51）
21 ~ 497 （124）
17 ~ 201 （66）
32 ~ 154 （71）

2 ~ 20 （10）

文献来源

［37］
［27，38］
［39］
［40］
［41］
［42］
［43］
［16］
［44］
［45］
［46］
［47］

注：圆括号内数值为平均值；Ⅱ-S型是一类硫元素含量异常高的特殊类型干酪根。
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生湿气窗（Ro≈1. 35 %）之前的页岩使用该方法，并辅助

其他方法判断有机质的类型。对于Ⅰ型干酪根，用

Tmax计算等效镜质体反射率容易造成较大误差。对于

Ⅱ型和Ⅲ型干酪根，当其 Tmax 分别低于 490 和 500 ℃
时，可以用其有效地表征该页岩中有机质的成熟度；当

Tmax高于 500 ℃时，应尽量避免用其计算等效镜质体反

射率。

2） 残余油不一定抑制 Tmax，也可能造成其偏大，

可以肯定的是，残余油对 Tmax准确性有影响，因此，在

条件允许的情况下，可以考虑对测试样品进行洗油

处理。

3） Jarvie 提出的含油饱和指数 OSI 需要大于

100 mg/g时页岩才具有页岩油勘探潜力这一说法与客

观事实存在一定的差异，针对不同盆地的不同页岩地

层，其阈值应做适当的调整；基于OSI参数评价页岩油

勘探潜力应重点关注TOC低于 10 %且Ro在 0. 9 %左右

的页岩地层。从成熟度的角度考虑，Ro高于 0. 9 %更

有利于页岩油勘探，但烃类的保存条件更为苛刻，具有

封闭性较好的围岩或较强的自封闭能力是该类页岩油

成功勘探的必要条件。针对中国多岩相共生页岩油储

层，建议分岩相评价，并对不同岩相的成熟页岩采用不

同轻烃恢复系数进行残余烃含量校正。
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