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Введение

Тимано-Печорская нефтегазоносная провинция (ТП НГП) расположена на северо-востоке Европейской части России. В тектоническом плане она соответствует Печорской эпибайкальской плите и примыкающему к ней перикратону, ныне перекрытому образованиями Предуральского и Предпайхойско-Предновоземельского краевых прогибов, Западной и Центральной структурными зонами Урала и Пай-Хоем.

Тимано-Печорский осадочный бассейн является уникальным образованием по сложности строения и эволюции. Он охватывает крупную область земной коры континентального типа, для которой характерно накопление закономерного ряда осадочных формаций, отражающих последовательность тектонического развития – от преобладания связанного с растяжением активного прогибания, сопровождаемого обширными морскими трансгрессиями, до вызванных общим сжатием инверсий и горообразования. В разрезе осадочного чехла выявлены почти все известные типы залежей, как по разнообразию ловушек и коллекторов, так и по характеристикам углеводородов. Диапазон нефтегазоносности охватывает интервал от верхнепротерозойских до среднетриасовых отложений с глубинами залегания залежей от 150 м до 5 км. Такое разнообразие при условии выявления основных закономерностей геологического строения региона позволяет надеяться на открытие еще значительного количества месторождений.
Благодаря своему выгодному географическому положению и приближенности к крупнейшим промышленным центрам и рынкам сбыта Тимано-Печорская НГП занимает особое положение среди нефтегазоносных провинций России. Провинция имеет стратегическое значение в топливно-энергетическом комплексе Северо-Запада России. Промышленные запасы ТП НГП с учетом ресурсов шельфа Печорского моря будут играть в ближайшие годы значительную роль в топливно-энергетическом комплексе страны. В целом регион обладает значительным потенциалом для расширения сырьевой базы нефтяной и газовой промышленности.
В настоящее время наиболее освоена южная часть провинции, северные же территории в пределах Ненецкого автономного округа (НАО), характеризующиеся сложными географо-экономическими условиями, большой долей трудно извлекаемых запасов нефти и отсутствием транспортной инфраструктуры, находятся на начальной стадии освоения. Несмотря на наличие ряда подготовленных к разработке крупных нефтяных месторождений, они пока не вовлечены в освоение. Работы по переводу значительного объема прогнозных и перспективных ресурсов в разведанные запасы проводятся весьма ограниченно.

Дальнейшие перспективы развития добычи нефти и газа и минерально-сырьевой базы добывающего комплекса на Европейском северо-востоке Российской Федерации в новых экономических условиях, связаны, в первую очередь, с возможностями крупных инвестиций в нефтегазодобывающую отрасль и геологоразведочный комплекс Тимано-Печорской НГП. Существуют реальные возможности крупномасштабного инвестирования в эти отрасли, в первую очередь, на территории НАО, где создана достаточно крупная сырьевая база и практически полностью отсутствуют нефтегазодобывающая отрасль и сопутствующая ей инфраструктура.

При выполнении работы использованы научные обобщения и геолого-геофизические материалы, полученные в производственных (ГФУП «Ухтанефтегазгеология», ООО «Нарьянмарнефтегаз», ООО «Лукойл-Коми», ООО «Севергазпром», ОАО «Архангельскгеолдобыча» и др.) и научных организациях (ВНИГРИ, ТП НИЦ, ВНИГНИ, ИГиРГИ, Институт геологии Коми НЦ УрО РАН, МГУ, Печорнипинефть, Севернипигаз и др.), проводивших работы в регионе.

1. Физико-географические сведения

1.1. Население, климат, характеристика рельефа

Тимано-Печорская нефтегазоносная провинция расположена на крайнем северо-востоке Европейской части Российской Федерации в пределах Печорской низменности, граничащей со складчатыми сооружениями Канино-Тиманского кряжа, Пай-Хоя и Урала. Общая площадь провинции превышает 300 тыс. км2, наибольшая протяженность ее с севера на юг более 900 км, максимальная ширина в северной части достигает 700 км (рис. 1.1, граф. прил. 1).

Население

В административном отношении ТП НГП объединяет в себя значительные части Республики Коми (РК) и НАО, а также очень небольшую территорию на самом юге, относящуюся к Пермской области.

На начало 2004 г. численность постоянного населения РК составляла 997 тыс. человек, а НАО около 45 тыс. человек.

Демографическая ситуация в целом характеризуется продолжающимся процессом депопуляции, связанным с превышением смертности над рождаемостью, а также продолжающимся миграционным оттоком за пределы региона, который является определяющим фактором снижения численности населения. Усиление миграционных процессов наблюдалось после 1990 года, а максимальная миграционная убыль отмечалась в 1993-1994 годах. В последующие годы темпы миграции несколько замедлились.

Климат

Значительные размеры и равнинный характер рельефа провинции, влияние Северного Ледовитого и Атлантического океанов, а также наличие природного барьера Уральских гор на востоке создают неоднородность климата в направлении с юго-запада на северо-восток. Крайний север и северо-восток ТП НГП занимает тундра, южнее расположена узкая полоса лесотундры, сменяющаяся к югу обширными лесными пространствами. Для провинции характерно частое вторжение холодных арктических, относительно теплых атлантических и воздушных масс умеренных широт. Это вызывает повышенную циркуляцию атмосферы, доминирование циклонической погоды, резкие перепады давления и температуры воздуха, быструю смену направления и скорости ветров, обилие осадков в виде дождя и снега.

Расположение в субарктическом (на крайнем севере и северо-востоке) и умеренном (на большей части территории) климатических поясах обуславливает достаточно суровый, умеренно континентальный климат с продолжительной, довольно суровой зимой и коротким, сравнительно прохладным летом. Среднегодовая температура воздуха имеет отрицательные значения, понижаясь с юга на северо-восток от +1° до -6° градусов, годовая сумма осадков в том же направлении меняется от 625 до 450 мм.

Активный вегетационный период с температурой воздуха выше 10°С длится в южных районах около 110 дней, к северу сокращается до 45 дней, сумма положительных температур от 1000° падает до 400°. Различная продолжительность дня и высота солнца над горизонтом на севере и на юге вызывают различия в поступлении на земную поверхность солнечной энергии. За Полярным кругом зимой с установлением полярной ночи земная поверхность вообще не получает солнечной радиации, зато летом солнце остается на небе круглые сутки и приход солнечной радиации значительно выше, чем на юге региона.

Плоская, местами полого холмистая, Печорская низменность легко доступна вторжениям воздушных масс с любых направлений. Поэтому погода отличается большой неустойчивостью, связанной с частыми прохождениями циклонов. Поступление холодного воздуха из Арктики вызывает резкие понижения температуры воздуха почти по всей территории. Зимой похолодания могут достигать -50°С, а в теплый период вызывать заморозки.

Частые прохождения западных циклонов, приносящих влагу с Атлантики, создают условия для выпадения значительного количества осадков, распределение которых определяется рельефом местности и географическим положением. На юге годовая сумма осадков составляет более 700 мм, а на севере ( около 500 мм. На Северном Тимане она возрастает до 700 мм, а в горах Урала достигает 1500 мм.
Температура воздуха в летние месяцы определяется приходом тепла от солнца, поэтому понижается с юга на север. Зимой же температура воздуха определяется теплом, приносимым циклонами с запада, поэтому более теплые районы располагаются на западе провинции, а наиболее холодные ( в предгорьях Урала. Этому способствуют радиационное выхолаживание и застойные процессы перед Уральским хребтом.
Большое количество выпадающих осадков при сравнительно невысоком испарении приводит к избыточному увлажнению территории. В течение зимы, которая длится от 130 до 200 дней, накапливается большое количество снега (70-80 см), для таяния которого весной расходуется значительное количество тепла. Не меньшее его количество расходуется и на прогревание мерзлых почв и талых вод.

В северной части провинции избыточное увлажнение, обусловленное низким термическим уровнем в сочетании с равнинным рельефом, слабоводопроницаемыми и многолетнемерзлыми грунтами, определяет обилие поверхностных вод, способствует широкому распространению болот. Часты туманы, от 64 до 100 дней в году на побережье Печорского моря и от 37 до 72 дней в глубине материка. Летом и весной преобладают ветры северных направлений, зимой и осенью ( южных. Средняя скорость ветра составляет около 4-8м/с, а максимальная зимой на побережье может превышать 40 м/с. Для севера провинции характерны метели, от 80-90 дней на побережье до 60 ( на отдалении.

Широкое развитие многолетнемерзлых пород (ММП) характерно для НАО, здесь они занимают 95% площади центральной и северо-восточной части округа, в юго-западной части ММП распространены редкими островами. Мощность ММП в Большеземельской тундре изменяется в широком диапазоне и достигает 500 м. Температура ММП в подзоне сплошного распространения изменяется от -5°С до -2°С, в местах с несплошным распространением температура пород выше.
Теплая погода устанавливается обычно с поступлениями воздушных масс с южного направления. Наибольшая температура воздуха в летний период наблюдается при вторжениях тропического воздуха, когда она достигает 36°С на юге РК, 32°С ( в Большеземельской тундре. Летом циклоническая активность снижается, но осенью вновь возрастает, в результате чего увеличивается выпадение осадков, понижается температура воздуха. С первого октября в Воркуте, а на юге РК ( в конце второй декады октября температура воздуха ниже 0°С.
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 Характеристика рельефа

По характеру рельефа и генезису его крупных форм в пределах ТП НГП выделяются пять обособленных геоморфологических регионов: Канино-Тиманский, Печорский, Пай-Хойский и Уральский.

Канино-Тиманский регион представляют собой систему древних, сильно разрушенных складчато-надвиговых Канинского и Тиманского кряжей, вытянутых в направлении с северо-запада на юго-восток. Орографически это плато размыва, расчлененное заболоченными участками на пологие возвышенности из коренных пород.
Канинский кряж, или Канин Камень, занимает северную расширенную часть Канинского п-ва, рельеф сглаженный, денудационно-тектонического типа, сложен преимущественно кристаллическими сланцами. Максимальная высотная отметка ( 242м (г. Моховая).

Рельеф Тиманского кряжа, как и Канинского, сглаженный, денудационно-тектонического типа с карстовыми и суффозионными формами. Сложен кряж кварцитами, песчаниками, известняками, доломитами, мергелями и глинами верхнепротерозойского и палеозойского возраста. Складчатый фундамент и на Канине, и на Тимане либо выходит на поверхность, либо перекрыт осадочными образованиями палеозоя. Помимо метаморфических пород, на поверхность выходят комплексы разновозрастных магматических образований. Тиманский кряж подразделяется на Северный, Средний и Южный районы. На Северном Тимане выделяется Косминский камень (314 м), а на Среднем Тимане ( Четласский камень (500 м) и Вымско-Вольская гряда (180-220 м). Южный Тиман ( мелкохолмистая равнина с плосковершинными денудационно-тектонического типа возвышенностями Оч-парма и Джежим-парма.
В состав Печорского региона входят следующие геоморфологические районы: Малоземельская и Большеземельская тундры и Южно-Печорская равнина.

На севере Печорская низменность, постепенно понижающаяся к морю, разделяется долиной р. Печоры на западную  (Малоземельскую) и восточную (Большеземельскую) тундры. Это волнистые равнины с большим количеством озер, рек и речушек, с многочисленными цепочками гряд ( мусюров и холмов ледникового и ледово-морского происхождения. Распространены термокарстовые и солифлюкационные формы рельефа, котловины выдувания (местное название «ерсеи»). На севере Печорская низменность сильно заболочена. Самая высокая точка Малоземельской тундры ( сопка Теняседа (182 м). Выделяется цепочка моренных гряд и холмов, протянувшаяся с северо-северо-востока на юго-юго-запад между реками Печорой и Нерутой, так называемая Ненецкая гряда.

Большеземельская тундра более возвышена, самая высокая точка (242 м) находится на гряде Лыммусюр, в междуречье рек Лаи и Шапкиной. Низменное, сильно заболоченное приморское побережье к югу повышается террасами, сложенными морскими песками и глинами, и переходит в сильно всхолмленную местность с довольно высокими грядами Вангурей, Еней, Лыммусюр и др. От Хайпудырской губы на юго-запад к устью р. Цильмы тянется Большеземельский хребет, служащий водоразделом рек, впадающих в Баренцево море и в р. Печору. Восточнее и параллельно этому хребту расположена гряда Чернышева. Палеозойские и мезозойские отложения, мощность которых возрастает в направлении к Пай-Хою, перекрыты повсеместно четвертичными образованиями: песками, суглинками, торфами. Исключение составляет район мыса Синькин Нос, где на поверхность выходят породы нижнего карбона.

В Южно-Печорскую равнину входят: Ижмо-Печорская равнина с холмистым рельефом, расчлененным многочисленными водотоками, Болышекожвинская гряда и Припечорская низменность общей высотой 150-200 м.

К Пайхойскому региону относятся хребет Пай-Хой и Прикарская низменность. Пай-Хой ( система невысоких, вытянутых и понижающихся с востока-юго-востока на запад-северо-запад каменистых гряд и холмов, постепенно переходящих на о-в Вайгач. Высоты в ряде мест поднимаются до 400 и более метров, наиболее высокая точка хребта ( вершина Мореиз (423 м). Сложен он известняками, доломитами, кварцитовидными песчаниками. С Пай-Хоя берет начало множество рек и речушек, текущих по глубоко врезанным в его склонах долинам. К Карскому морю хребет постепенно понижается и переходит в заболоченную Прикарскую низменность.

Уральский регион орографически делится на Северный, Приполярный и Полярный районы. Северный Урал, лежащий к югу от 64° с.ш., представляет собой район среднегорного рельефа, в котором можно выделить три зоны: осевую, горную и увалистую предгорную. Горная зона состоит из системы параллельных хребтов, вытянутых в меридиональном направлении, и сформирована в результате расчленения денудационного уровня с отметками 700-850 м. Наибольшие вершины ( Патокиз (1266 м) и Тэлпозиз (1617 м) представляют останцы верхнего уровня. В полосе увалов и предгорного пенеплена выделяются гряды Ыджыд Парма (Большая Парма) и Джуджыд Парма (Высокая Парма) (250-300 м). Приполярный Урал ( центр наивысших отметок: Исследовательский и Народно-Итьинский хребты (1300-1400 м), массив Сабля (1497 м), гора Народная (1895 м). Горный хребет достигает в данном районе наибольшей ширины. Для него характерен альпийский тип рельефа ( сильная расчлененность, обилие ледниковых форм (кары, троговые долины) с отчетливыми формами морозного выветривания. Полярный Урал, расположенный между Полярным кругом и Пай-Хоем, имеет в ширину 20-30 км. Высота хребта редко превышает 100 м, исключение составляют массив Нетью (1332 м) и гора Пайер (1499 м). Поверхность хребта платообразна, расчленена глубокими долинами, к северо-западу круто обрывается к прилегающей низине. Тип рельефа ( ближе к высокогорному.

1.2. Энергетическая, транспортная, нефтегазодобывающая и нефтегазоперерабатывающая инфраструктуры
Промышленная инфраструктура ТП НГП сосредоточена в основном на территории РК и имеет ярко выраженную топливно-сырьевую направленность. Более половины общего объема промышленного производства (в стоимостном выражении) приходится на продукцию топливной промышленности, около четверти ( лесной, деревообрабатывающей и целлюлозно-бумажной. Значимый вклад в экономику республики вносит электроэнергетика. Работают отрасли машиностроения и металлообработки, выпускающие машины и оборудование для предприятий лесозаготовки, нефтедобычи и угледобычи. Перспективными и динамично развивающимися являются отрасли горнорудного комплекса.

Электроэнергетика

Энергетическая система РК состоит из мощностей и распределительных сетей ОАО АЭК «Комиэнерго» (включающих Воркутинские ТЭЦ-1 и ТЭЦ-2, Сосногорскую ТЭЦ, Интинскую ТЭЦ), Печорской ГРЭС, ТЭЦ ОАО «Монди Бизнес Пейпа-Сыктывкарский ЛПК» и ряда мелких электростанций. На начало 2004 года энергосистема региона была представлена 887 электростанциями (электрогенераторными установками) общей мощностью 2,4 млн. кВт.

Являясь электростанциями с комбинированным циклом, ТЭЦ АЭК «Комиэнерго» также производят тепловую энергию (пар и горячую воду) для промышленных и коммунальных нужд. Кроме ТЭЦ, источниками централизованного теплоснабжения являются крупные котельные АЭК «Комиэнерго»: Воркутинская и Сыктывкарская ЦВК, Ухтинская ЦК.

Энергосистема РК входит в состав ЕЭС России (ОЭС Северо-Запада) и имеет электрические связи с Котласским энергоузлом Архангельской энергосистемы по ВЛ 220 кВ «Урдома-Микунь» и ВЛ 110 кВ «Жешарт-Яренск» и с Кировской энергосистемой по ВЛ 110 кВ «Летка-Мураши». В то же время пропускная способность данных связей составляет всего 5% от собственной нагрузки РК, поэтому энергосистема республики фактически работает на самобалансе, изолированно от ОЭС и должна рассчитывать только на собственные энергоисточники. Транспортные ограничения не позволяют выдать за пределы энергосистемы избыточную мощность Печорской ГРЭС (в настоящее время величина «запертой» мощности оценивается в 400-500 МВт).

Территориально внутри энергосистемы Коми выделяются 5 параллельно работающих энергоузлов: Воркутинский, Интинский, Печорский, Ухтинский (Центральный), Южный (Микунь-Сыктывкарский), соединенные системообразующей одноцепной ВЛ 220 кВ («Печорская ГРЭС-Ухта-Микунь» и «Печорская ГРЭС-Инта-Воркута») протяженностью около 1000 км. Общая протяженность электрических сетей ОАО АЭК «Комиэнерго» составляет 22,4 тыс. км.

Производство электроэнергии в республике определяется в основном внутренними потребностями. За пределы республики передается только около 1% производимой электроэнергии. Производство электроэнергии в 2004 году составило 8,5 млрд. кВт*ч., производство теплоэнергии - 21 млн. Гкал.

Транспорт

В силу природно-географических и территориальных особенностей РК транспорт играет исключительно важную роль в ее экономической, социальной и политической жизни.

Транспортную сеть республики на конец 2004 года составляли 1,7 тыс. км. железнодорожных, 2,8 тыс. км. внутренних водных судоходных путей рек Печоры и Вычегды, 3,5 тыс. км. газопроводов, 0,7 тыс. км. нефтепроводов, 6,3 тыс. км. автодорог общего пользования, из которых 86% ( c твердым покрытием.

По густоте железнодорожных и автомобильных дорог республика находилась на одном из последних мест среди других областей и республик России. В настоящее время на 1000 кв. км. территории в РК плотность автомобильных дорог общего пользования равна 15,2 км (в том числе с твердым покрытием 13,1 км), железнодорожных путей ( 4,0 км, внутренних водных судоходных путей ( 6,7 км.

На территории республики работают 32 предприятия транспорта общего пользования, из них 24 предприятия автомобильного, 3 авиационного комплекса, 2 внутреннего водного транспорта и 2 железнодорожного.

На сегодняшний день в государственной собственности находятся предприятия железнодорожного транспорта, часть предприятий автомобильного пассажирского транспорта и авиационного комплекса.

Негосударственный сектор занял доминирующее положение на речном и автомобильном грузовом транспорте. На рынке автомобильных и речных услуг действуют 3,5 тыс. предпринимателей.

Всеми видами транспорта в 2004 году перевезено 157,7 млн. т. грузов.

В структуре грузоперевозок на долю железнодорожного транспорта в РК приходится 14,8 % от общего объема перевозки грузов всеми видами транспорта, автомобильного ( 26,9 %, трубопроводного (перекачка нефти и газа с учетом транзитного) ( 58%, на долю речного транспорта 0,1% и воздушного ( 1%.

Грузооборот транспорта в целом в 2004 году 138654 млн. т/км. Увеличение произошло на железнодорожном и трубопроводном видах транспорта. На автомобильном, воздушном и водном транспорте объемы снизились.

Железнодорожный транспорт

Основу железнодорожной сети республики образует магистраль «Котлас-Воркута», входящая в состав Северной железной дороги. От нее отходят тупиковые железнодорожные ветки: «Микунь-Сыктывкар», «Микунь-Вендинга», «Сосногорск ( Троицко-Печорск», «Сыня-Усинск», «Чум-Лабытнанги». Имеется значительное количество дорог ведомственного пользования. В соответствии с планами комплексного транспортного освоения территорий республики продолжается дальнейшее развитие железнодорожных путей.

Грузооборот железнодорожного транспорта в 2004 году составил 15958,2 млн. т/км.

По сравнению с 2003 годом увеличились объемы перевозок каменного угля, лесных, нефтяных грузов, черных металлов, руды цветных металлов, сократились объемы перевозок строительных грузов, бумаги.

Трубопроводный транспорт

Протяженность трубопроводного транспорта общего пользования, использующегося для перекачки углеводородов от места добычи к потребителям внутри республики и из др. регионов России и ближнего зарубежья, составляет 4,2 тыс. км. В РК берут начало магистральный нефтепровод «Уса-Ухта-Ярославль» и магистральный газопровод «Сияние Севера», по которым нефть и газ поставляются в центральные и северо-западные районы европейской части РФ, а также в Белоруссию и государства Балтии. Создана разветвленная сеть межпромысловых трубопроводов.

Часть трубопроводов внутрирайонного значения обеспечивают нефтью и газом внутренних потребителей: ОАО «ЛУКОЙЛ-Ухтанефтепереработка», Сосногорский ГПЗ, Печорскую ГРЭС, Сосногорскую ТЭЦ-2 и коммунальные хозяйства городов и поселков. Строительство 2-й и 3-й ниток системы газопроводов «Сияние Севера» и продление газопровода до Пунги, а затем Медвежьего и Уренгоя превратило республику в транзитный регион. Эта функция окончательно закрепится за ней после завершения строительства и ввода в эксплуатацию мощной системы газопроводов «Ямал-Европа». 

Транспортировку нефти осуществляет ОАО «Северные магистральные нефтепроводы», входящее в акционерную компанию по транспорту нефти ОАО АК «Транснефть». Транспорт нефти по территории РК осуществляется по двум магистральным нефтепроводам «Уса-Ухта» и «Ухта-Ярославль».

За 2004 г. объем транспорта нефти составил более 15 млн. т. нефти по нефтепроводу «Уса-Ухта» и более 13 млн. т. по нефтепроводу «Ухта-Ярославль». Численность занятого персонала составляет 2330 человек. Основные характеристики действующих магистральных нефтепроводов представлены в табл. 1.

Табл. 1.
Основные характеристики действующих магистральных нефтепроводов [10]
	№ п/п
	Показатели
	Ед. изм.
	Магистральные нефтепроводы

	
	
	
	Уса-Ухта
	Ухта-Ярославль

	1.
	Год ввода в эксплуатацию
	
	1973
	1974

	2.
	Диаметр и толщина стенки
	мм.
	720x9
	820x10

	3.
	Протяженность
	км.
	406
	1136

	4.
	Паспортная пропускная способность
	тыс.т. год
	16400
	20300

	5.
	Рабочее давление
	кгс/см2
	58-62
	56-60

	6.
	Количество насосных станций
	шт.
	4
	8

	7.
	Загрузка нефтепровода по состоянию на 01.01.2004
	тыс.т. год/
%
	12,7/77,4
	12,4/61,1


В систему межпромыслового транспорта нефти ТП НГП входят следующие основные трубопроводы:

1. «Харьяга-Северный Возей-Уса» протяженностью 148,9 км предназначен для транспорта нефти с Харьягинского, Ардалинского и Возейского месторождений. По нефтепроводу с 2003 г. перекачивается подготовленная нефть, позволяющая поставлять ее непосредственно для прокачки в магистральный нефтепровод. Подготовка нефти до кондиций, установленных для магистрального транспорта, осуществляется на действующих УПН и на ЦПС «Харьяга».
В 2003 году введен новый нефтепровод на участке «Северный Возей-Уса», что позволило существенно увеличить мощность участка Харьяга-Уса.
2. «ЦПС Ардалинского месторождения-Харьяга» протяженностью 64 км. Трубопровод эксплуатируется СП «Полярное Сияние» с 1994 г., удовлетворяет потребностям компании. Максимально достигнутая мощность 2,28 млн. т.
3. С 2002 г. действует нефтепровод «Ардалинское месторождение-Тэдинское месторождение» протяженностью 55,2 км, позволяющий транспортировать нефть с одноименного месторождения предприятием, владеющим лицензией на добычу – ООО «БОВЭЛ». В дальнейшем планируется продолжить и соединить нефтепровод с Харьягинским терминалом.
4. Компания ОАО «Северная нефть» эксплуатирует нефтепровод от ДНС «Салюкинская» и от ДНС «Сандивейская» до группового пункта сбора на Южно-Баганском месторождении и затем до ЦПС «Уса».
5. Введен в строй в 2003 г. нефтепровод «ДНС Черпаю - ДНС Салюкинская», где компанией «Северная нефть» планируется создать групповой пункт сбора нефти месторождений вала Гамбурцева, которая будет транспортироваться через Усинский ЦПС в систему магистральных трубопроводов.
6. Пущен в эксплуатацию нефтепровод протяженностью 38 км, соединяющий Среднехарьягинское месторождение с Харьягинским терминалом. Мощность трубопровода рассчитана на прокачку нефти одноименного месторождения, эксплуатируемого компанией ОАО «Печоранефть».
7. Закончено строительство нефтепровода протяженностью 94,5 км на участке «Южно-Шапкинское месторождение ( Харьяга», что позволяет при вводе его в эксплуатацию на полную мощность транспортировать до 3 млн. т. нефти в год.
8. В районе п. Варандей ОАО «Нарьянмарнефтегаз» начата эксплуатация береговых сооружений и терминала мощностью до 0,7 млн. т. в год. К 2005 г. предполагалось увеличить мощность до 5 млн. т. в год, а в дальнейшей перспективе до 12 млн. т. в год.
9. На территории РК непосредственно к магистральному нефтепроводу «Возей-Уса-Ухта» и в районе г. Ухта подключаются месторождения нефти, суммарная мощность которых в ближайшей перспективе оценивается в 10-11 млн. т. Кроме того, тяжелая нефть Ярегского месторождения (ЗАО «Битран») доставляется на Ухтинский НПЗ железнодорожным транспортом (ежегодный объем добычи стабилизировался в последние годы на уровне 0,5 млн. т в год).

Таким образом, с учетом пропускной способности магистральных трубопроводов на участке «Ухта-Ярославль» (20,3 млн. т. в год) и возможной максимальной мощности нефтеперерабатывающего завода без строительства дополнительных веток (без увеличения мощности) максимальный объем нефти, который может быть транспортирован через Ухтинский узел, ограничивается 25 млн. т. в год. С учетом нефти, поступающей в систему магистральных трубопроводов с территории РК, максимальный объем нефти, который может быть прокачан с территории НАО, оценивается в 13-15 млн. т. в год. В настоящее время с территории НАО поступает нефть в объеме около 7 млн. т.
Увеличение пропускной способности на участке «Ухта-Ярославль» потребует не только его реконструкции, но и строительства нового магистрального трубопровода большой протяженности (более 1100 км). При вводе на полную мощность нефтепроводов с Южно-Шапкинского месторождения (2,5 млн. т/год) и группы месторождений вала Гамбурцева (3-3,5 млн. т/год), а также небольших врезок (например, с Мюсюршорского, Восточно-Харьягинского, Инзырейского, Лекхарьягинского, Северо-Харьягинского, Ошкотынского и Дюсушевского месторождений) практически вся мощность системы магистральных трубопроводов на участке «Уса-Ухта» будет задействована.

Нефтегазодобывающая отрасль

Республика Коми

Всего на территории республики открыто 137 месторождений углеводородов промышленного значения. Это более половины всех залежей Тимано-Печорской провинции. Наибольшая концентрация запасов нефти содержится на месторождениях Печоро-Колвинской нефтегазоносной области (НГО). Наиболее выработаны ресурсы нефти Печоро-Колвинской НГО, наименее ( Северо-Предуральской. По состоянию на 01.01.1993 г. начальные суммарные ресурсы нефти в РК были оценены в 1948,2 млн. т. (извлекаемые).

Нефтегазодобывающими предприятиями республики разрабатывается около 40 месторождений углеводородного сырья с извлекаемыми запасами нефти 468,6 млн. т. и свободного газа ( 117,3 млрд. м3. Большинство разрабатываемых месторождений характеризуются незначительными запасами. Значительная часть запасов нефти (около 70%) относится к разряду трудноизвлекаемых. На долю восьми крупных и крупнейших месторождений приходится более 70% всех начальных извлекаемых запасов. Основной объем добычи нефти приходится на четыре наиболее крупные месторождения – Усинское, Возейское, Верхневозейское и Ярегское. Крупные месторождения, обеспечивающие основную долю объемов добычи нефти переходят в режим падающей добычи. Степень выработанности этих месторождений – от 15-16% (Ярегское, Верхневозейское) до 61-67% (Усинское, Возейское).

В настоящее время эксплуатацию месторождений углеводородного сырья осуществляют 29 предприятий-недропользователей, добывшие в 2004 году на месторождениях Тимано-Печорской провинции 15,1 млн. тонн нефти с газовым конденсатом, из них на территории республики ( 10,2 млн. тонн.

Основной объем добычи (около 60%) осуществляют предприятия, входящие в группу «ЛУКОЙЛ-Коми» (ООО «Лукойл-Коми», ОАО «Тэбукнефть», ОАО «Ухтанефть», ЗАО «РКМ Ойл», ООО «Байтек-Силур», ООО «АмКоми», ОАО «Ярегская НТК»).

Нефтедобывающая отрасль промышленности последние пять лет развивается высокими темпами. Извлечение нефти (включая газовый конденсат) в 2004 году, относительно 2003 года, увеличилось в организациях Сосногорска ( на 10,2%, Печоры ( на 13,3%, Вуктыла ( на 18,6 %. В Ухте объемы добычи сократились на 20,4 %. В организациях Усинска, занимавших почти две трети в добываемой на территории республики нефти, добыча снизилась на 0,6 %. Одновременно, в 2004 году нефтедобывающая отрасль получила развитие в Инте, Ижемском и Усть-Цилемском районах.

Современное состояние газовой промышленности РК характеризуется крайним истощением сырьевой базы, что обусловлено значительной степенью выработки запасов на эксплуатируемых месторождениях и отсутствием фонда новых подготовленных к разработке месторождений.

На территории республики находится около 53% остаточных ресурсов свободного газа ТП НГП. По состоянию на 01.01.1993 г. начальные суммарные ресурсы (НСР) свободного газа в РК были оценены в 1447,9 млрд. м3.

Около 74% всех промышленных запасов газа в республике сосредоточено на 12 разрабатываемых месторождениях. Основные промышленные запасы свободного газа находятся на балансе ООО «Севергазпром», которое входит в структуру РАО «Газпром».

На долю Вуктыльского газоконденсатного месторождения приходится около 90% всего объема добываемого в республике газа и более 80% газового конденсата. Западно-Соплесское месторождение дает немногим более 5% газа и газоконденсата. Кроме того, в незначительных объемах газ добывается на Печорогородском, Печоро-Кожвинском и Югидском месторождениях.

Добываемый в регионе газ ранее подавался в центральные районы России. Однако с 1992 г. добываемые объемы газа уже не могут покрыть все потребности РК. Конденсат с Вуктыльского и Западно-Соплесского месторождений по существующей транспортной системе поступает для стабилизации на Сосногорский ГПЗ. Туда же по газопроводу поступает для переработки газ (свободный и попутный) с месторождений Южного Тимана, Омра-Сойвинского района и Мичаю-Пашинского вала.

За 2004 год добыча естественного газа на территории РК составила 3,7 млрд. м3. Снижение объемов добычи газа связано с уменьшением отбора углеводородного сырья на Вуктыльском месторождении с целью сохранения сырьевой базы газопереработки на период реконструкции Сосногорского ГПЗ (2002-2004 годы). Вместе с тем, произошло снижение добычи газа в мелких по запасам месторождениях г. Печоры ( на 4,4%, Сосногорска ( на 11,6%, Усинска ( на 10,9%.

По состоянию на 01.01.2005 г. накопленная добыча в РК составила: нефти – 426 млн. т, свободного газа – 410 млрд. м3.

Ненецкий автономный округ

По запасам углеводородов Ненецкий округ занимает исключительное место в числе северных регионов европейской части России. В его недрах сосредоточено более половины суммарных ресурсов углеводородного сырья ТП НГП. В пределах материковой части НАО открыто 80 месторождений углеводородов, в том числе 68 нефтяных, 1 газонефтяное, 1 газовое, 7 нефтегазоконденсатных, 3 газоконденсатных.

Всего в промышленной разработке в НАО находится 19 месторождений. Основными нефтедобывающими предприятиями являются ООО «ЛУКОЙЛ-Коми», ООО «Компания Полярное сияние», ОАО «Северная нефть», СП «Тоталь Разведка Разработка Россия». Добыча нефти по ним составляет около 90% от всей добычи на территории НАО. ЗАО «Печоранефтегазпром» является единственным газодобывающим предприятием в округе.
Наиболее крупные месторождения нефти и газоконденсата на территории НАО (с запасами более 30 млн. т. каждое) – нефтяные Торавейское, Харьягинское, Наульское, им. Р.Требса, им. А.Титова, газонефтяное Южно-Хыльчуюское и газоконденсатные Василковскос и Коровинское. На шести основных месторождениях нефти НАО сосредоточено 45% извлекаемых запасов категорий ABC1 и 60,5% добычи нефти.

Запасы нефти категорий ABC1 разрабатываемых месторождений составляют около 34%, подготовленных к промышленному освоению – 40%, и разведываемых – около 26%. В распределенном фонде недр находятся месторождения с суммарными запасами нефти 520 млн. т. (кат. ABC1) и 282 млн. т. (кат. С2). С нераспределенным фондом связано, соответственно, 302 млн. т. запасов нефти категорий АВС1 и 146 млн. т. – категорий С2.

Запасы свободного газа учтены в округе по 12 месторождениям. Половина из них пока нелицензирована (это месторождения Шапкина-Юрьяхинского вала и Денисовской впадины: Коровинское, Кумжинское, Ванейвисское, Шапкинское, Южно-Шапкинское и Западно-Командиршорское-2). На шести крупных месторождениях сосредоточено 97,1% разведанных запасов свободного газа категорий ABC1. Добыча газа осуществляется в незначительных объемах на Василковском месторождении для местных нужд г. Нарьян-Мара.
Вовлеченность в разработку запасов (категории ABC1) нефти и газа в НАО составляет для нефти – 28%, газа – 17%. Степень разведанности суммарных ресурсов в НАО составляет 32%, свободного газа 47%. Выработанность запасов (категории ABC1) в НАО для нефти равна 4%, для газа – менее 1%.

В 2004 г. в округе было добыто около 5,0 млн. т. нефти и 0,2 млрд. м3 свободного газа. Накопленная добыча УВ составляет менее 6% от добычи по всей Тимано-Печорской провинции.

По состоянию на 01.01.1993 г. НСР нефти в НАО были оценены в 2401,0 млн. т. (извлекаемые), НСР свободного газа – в 949,5 млрд. м3.

Нефтегазоперерабатывающая отрасль

Развитие нефтепереработки в регионе обусловлено наличием обширного рынка сбыта нефтепродуктов.

Ключевым звеном нефтеперерабатывающей отрасли является ОАО «ЛУКОЙЛ-Ухтанефтепереработка» (г. Ухта).

Предприятие имеет топливный профиль и специализируется на выпуске автомобильного бензина, дизельного топлива, мазута, масел, битумов, вакуумного газойля и других видов продукции.

Производственная мощность действующих установок по первичной переработке нефти составляет 4,5 млн. т. в год. Запланировано доведение качества вырабатываемой продукции до уровня стандартов Западной Европы, увеличение доли высокооктановых бензинов, производство авиакеросина и дизельного топлива с содержанием серы до 0,05%.

В нефтеперерабатывающей промышленности после значительного роста выработки продукции в первом квартале 2004 года относительно соответствующего периода 2003 года (на 20%), в апреле произошел резкий спад производства (в 3,7 раза) из-за проведения ремонтных работ ОАО «Лукойл-Ухтанефтепереработка». Несмотря на последующее ежемесячное наращивание объемов выпуска продуктов нефтепереработки, сокращение промышленного производства в отрасли за 2004 год составило 14%, и было наибольшим в промышленности.

Сосногорский газоперерабатывающий завод (ГПЗ) является единственным в Северо-Западном федеральном округе предприятием по комплексной переработке природного газа и нестабильного конденсата.

Основные виды продукции: технический углерод, бензин автомобильный, сжиженный газ, стабильный газовый конденсат, газ стабилизации, сухой газ и резинотехническая продукция.

В 2004 году на Сосногорском ГПЗ завершена масштабная реконструкция газопереработки. Реализация проекта позволила вовлечь в переработку весь газ, добываемый ООО «Севергазпром» в РК, довести степень извлечения компонентов сжиженного газа до 96-100%, увеличить производство сжиженных газов с 55 до 230 тыс.т. и решить другие актуальные задачи в развитии завода.

2. Геологическое строение Тимано-Печорской НГП

2.1. Тектоническое районирование

Изучением тектонического строения Печорской плиты занимались многие геологические организации: ГГП «Архангельскгеология», ГГП «Ухтанефтегазгеология», ГГП «Полярноуралгеология», ГГП «Печорагеофизика», НПО «Севморгеология», «Аэрогеология», институты ВНИГРИ, ВНИГНИ, ВСЕГЕИ, ГИН РАН, ИГГД РАН, ТП НИЦ, Институт геологии Коми НЦ УрО РАН и др. В результате этих работ составлены структурные и тектонические карты региона и вышли в свет многочисленные публикации [2, 3, 6 - 12 и др.].
В региональной структуре Восточно-Европейской платформы, представленной эпикарельской плитой и наращивающей ее остов эпибайкальской, Печорская плита занимает краевое положение, включая раннеюрский Пай-Хой и частично – герцинский Урал с впадинами краевых прогибов. Западной границей плиты является Западно-Тиманский шовный разлом, по которому эпибайкальская Печорская плита примыкает к более древней, эпикарельской Русской плите; восточной – Главный Уральский глубинный разлом, фиксирующий раздел между погруженной под сложно дислоцированные структуры Западной и Центральной зоны Урала и Пай-Хой эпибайкальской плитой с континентальным типом земной коры и Восточным Уралом, где кора океанская и остоводужная. Поверхностным выражением Западно-Тиманского разлома служат гряды метаморфических рифейских сланцев Тиманского кряжа, Главного Уральского глубинного разлома – выходы базитовых и гипербазитовых пород. Южное ограничение бассейна обозначено примыканием Западно-Тиманского разлома и его погребенного продолжения к Главному Уральскому глубинному разлому; северное, во многом условное, находится под водами Баренцева моря и трассируется по широтной Куренцовской ступени или Северо-Печорской моноклинали, указывая на границу с Баренцевоморско-Карской плитой.

Тимано-Печорская НГП составляет часть одноименного осадочного бассейна, где геологические условия способствовали образованию углеводородов, формированию и сохранению их месторождений. Его западным обрамлением служат дизъюнктивные валы Тимана (за исключением Ухта-Ижемского), сложенные рифеем и девоном с покровами и дайками эффузивов, а на востоке – Центральноуральская и Центральнопайхойская структурные зоны c развитием на поверхности вулканогенно-метаморфического комплекса венда-рифея. Тем не менее, вопрос о восточной границе ТП НГП является в значительной дискуссионным. Это обусловлено строением Предуральского прогиба, дислоцированные структуры которого продолжаются под надвигами Уральского орогена. Ширина такой зоны по различным оценкам может достигать 20-60 км.
Отличительной чертой, определяющей тектоническое строение осадочного чехла ТП НГП, является наличие в его основании мегаблоков консолидированной земной коры, отличающихся различным геотектоническим режимом. Мегаблоки и подчиненные им блоки различных масштабов оказали существенное влияние на строение осадочного чехла, а также характер и масштабы его нефтегазоносности.
Мобильным мегаблокам соответствуют области с развитием в осадочном чехле удлиненных интенсивных высокоамплитудных структур разных порядков, подчиненных единому простиранию. Большую структурообразующую роль играют дизъюнктивные нарушения. Относительно стабильным геоблокам отвечают области, в осадочном чехле которых преобладают пологие малоамплитудные структуры различных простираний, имеющие изометричные в плане очертания. Преобладают пликативные деформации.

Большинством исследователей в пределах территории провинции выделяются следующие категории тектонических структур (рис. 2.1., граф. прил. 2):

Региональные (крупнейшие):
• Печорская эпибайкальская плита;

• Предуральский краевой прогиб;
• Предпайхой-Предновоземельский передовой прогиб;
• Пайхой-Новоземельская раннекиммерийская складчатая система;
• Уральская герцинская складчатая система.

Надпорядковые (в пределах Печорской плиты):
• Тиманский кряж;
• Ижма-Печорская синеклиза;
• Печоро-Колвинский авлакоген.

Самостоятельные тектонические элементы I порядка:
• Малоземельско-Колгуевская моноклиналь;
• Хорейверская впадина;
• Варандей-Адзьвинская структурная зона.
В пределах крупнейших тектонических элементов установлены более мелкие структуры разных порядков. В качестве структур I порядка выделены мегавалы, прогибы, впадины, седловины и т. д.
К средним структурам (II порядка) отнесены валы, депрессии, ступени и др., а к локальным (III порядка) ( купола, мульды, брахиантиклинали и структурные носы.
Немаловажная роль в тектоническом районировании принадлежит разломам разных категорий, являющихся во многих случаях естественными границами между тектоническими элементами.

Геологическое строение региона иллюстрируется сейсмогеологическими разрезами по линиям региональных сейсмических профилей, проходящим через основные тектонические структуры (граф. прил. 3-6).
Тиманский кряж является западным структурным ограничением Печорской плиты. Его протяженность вместе с полуостровом Канин достигает 1100 км при ширине до 150 км. Кряж является наиболее приподнятой областью залегания рифейского фундамента, разбитого по разнонаправленным системам разломов на ряд приподнятых и опущенных блоков. Маломощный платформенный чехол подчинен структуре фундамента. Крупным блокам в осадочном чехле фундамента соответствуют эродированные поднятия, разделенные узкими депрессиями. Бурением лучше всего изучена область юго-восточного Предтиманья, с выделенной в ее пределах структурой II порядка ( инверсионным Ухта-Ижемским валом (250(50 км). Самой крупной структурой вала является Ухтинская складка, осложненная более мелкими брахиантиклиналями (Ярегская и др.).
Ижма-Печорская синеклиза (800(200 км) расположена между Тиманским кряжем на западе, дислокациями сложного Печоро-Колвинского авлакогена на востоке, структурами Предуральского передового прогиба на юге и Малоземельско-Колгуевской моноклиналью на северо-востоке. Синеклиза представляет собой огромную пологую структуру северо-западного простирания, асимметричного строения, с преимущественно пликативным западным и нарушенным разломами восточным бортами. В целом она напоминает обширную моноклиналь, наклоненную на восток и северо-восток. Толщина осадочного чехла впадины от 1 км на севере до 5 км в юго-восточной части.
Синеклиза отличается развитием крупных тектонических элементов I порядка ( Нерицкая ступень и Омра-Лыжская седловина, осложненные сравнительно пологими структурами II порядка ( Лузской, Ронаельской и Лемьюской ступенями; Седуяхинским и Мичаю-Пашнинским валами и др. Ступени и валы осложнены структурными носами и слабо выраженными антиклинальными складками.
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Нерицкая ступень вытянута вдоль Тимана и, по существу является его глубоко погруженным восточным склоном. Ступень представляет собой зону более мелких ступеней, погружающихся на юго-восток по всем структурным комплексам. На фоне ступени выделяется крупное поднятие северо-западного простирания, соответствующее Тобышскому валу. Осадочный чехол в пределах ступени представлен девонско-пермскими отложениями, мощность которых увеличивается в восточном направлении от 0,5 км до 1,8-2,0 км. Ступень отличается незначительным количеством дислокаций, которые выражены, в основном, в виде структурных осложнений и в плане имеют линейное расположение и тиманское простирание.

Тобышский вал (антиклинальная зона) имеет северо-западное Тиманское простирание. Объединяет дизъюнктивные складки Хариусную, Большепульскую и др.
В центральной части Ижма-Печорской синеклизы располагается обширная структура II порядка ( Ерсинская впадина, отделяющая Нерицкую ступень от Седуяхинского вала и Янгытской ступени. Для впадины характерно наличие малоамплитудных, локальных поднятий, осложняющих ее борта (Западно-Созьвинская и др.).
Седуяхинский вал (структурный элемент II порядка) выделен в северной части синеклизы и хорошо выражен по поверхности фундамента и в осадочном чехле. Вал имеет асимметричное строение с пологим юго-западным крылом (3°) и флексурообразным северо-восточным склоном с амплитудой 800-1000 м. Свод вала размыт, на поверхности под четвертичными отложениями (20-30 м) залегают породы каменноугольного и раннепермского возраста. Близость зоны Припечорского глубинного разлома должна обусловить дизъюнктивный характер локальных структур этого тектонического элемента. Отражением погребенной системы поднятий фундамента в осадочном чехле является Кипиевская и Янгытская ступени. В их пределах отмечен весьма сложный характер распространения терригенных отложений среднего-верхнего девона. Выявленные и подготовленные локальные объекты, как правило, имеют асимметричное строение с максимальными размерами по кровле карбонатов нижней перми. Амплитуды мелких структур 100-150 м.
Лузская, Ронаельская, Лемьюская, Тэбукская и Омра-Сойвинская ступени (структуры II порядка) и Джебольская моноклиналь объединены в Омра-Лыжскую седловину (тектонический элемент I порядка), разделяющую Верхнепечорскую впадину Предуральского прогиба и Тиманский кряж.
Локальные структуры каждой ступени характеризуются обособлением по дополнительному признаку. В пределах Тэбукской и Лемьюской ступеней широко развиты верхнедевонские органогенные постройки, обусловившие увеличение амплитуд структур вверх по разрезу (Западно-Тэбукская, Ваньюская, Кабантыская, Аресская, Турышевская и др.).
Лузская ступень отмечается наличием высокоамплитудных поднятий субширотного простирания с относительно крутыми южными крыльями (Лузская, Верхнелыжская и др.).
Структуры Омра-Сойвинской ступени (Верхнеомринская, Кодачская и др.) характеризуются изоморфностью, северо-западным простиранием, отсутствием в сводах различных горизонтов каменноугольных отложений.

Восточную часть седловины осложняет Мичаю-Пашнинский вал, приуроченный к Илыч-Чикшинской системе разломов и представляющий собой приразломную шовную дислокацию на границе с Верхнепечорской впадиной. Локальные структуры вала характеризуются увеличением амплитуды с глубиной. Здесь выделяется погребенное поднятие фундамента, в своде которого отсутствуют отложения нижнего-среднего ордовика, достигающие севернее мощности 800 м. Наиболее отчетливо вал выражен по верхним горизонтам осадочного чехла и осложнен рядом локальных структур, имеющих приразломное происхождение.
Подобные поднятия фундамента прослеживаются и севернее Мичаю-Пашнинского вала, вдоль Припечорской системы разломов.
Структура I порядка ( Малоземельско-Колгуевская моноклиналь (200(80-120 км) расположена в крайней северо-западной части ТПП, граничит на востоке с Шапкина-Юрьяхинском валом Денисовского прогиба, на западе с Седуяхинским валом, на юго-западе с Янгытской ступенью, на юге ( с Печоро-Кожвинским мегавалом.
Все горизонты осадочного чехла в пределах моноклинали погружаются в восточном направлении. При этом амплитуда погружения возрастает с глубиной (до 1,5 км по кровле карбонатов нижней перми и до 3,6 км по подошве доманиковых отложений).
В составе моноклинали в качестве структур II порядка рассматриваются Нарьянмарская и Удачная ступени, осложненные в свою очередь рядом локальных структур.
Сейсморазведочными работами установлено весьма сложное строение Удачной ступени как по фундаменту, так и по отложениям осадочного чехла. В пределах этого структурного элемента выделено несколько крупных блоков фундамента, разделенных зонами тектонических нарушений. В осадочном чехле им соответствуют структурные зоны, отличающиеся друг от друга полнотой стратиграфического разреза.

Нарьянмарская ступень полого погружается на северо-восток. От Удачной ступени она отделена флексурой. В пределах ступени выявлен и подготовлен к бурению ряд структур, в основном по отражающим горизонтам в перми-девоне. В целом, локальные объекты моноклинали представляют собой довольно пологие малоамплитудные куполовидные и брахиантиклинальные складки небольших размеров. Дислокации носят, по большей части, пликативный характер.
Надпорядковая структура, Печоро-Колвинский авлакоген, в пределах суши имеет размеры 700(60 – 20 км. Печоро-Колвинский авлакоген расположен в центральной части провинции и характеризуется северо-западным (тиманским) простиранием. По поверхности фундамента он представляет собой обширный прогиб, разбитый серией разломов на ряд ступенчатых блоков, наклоненных к северу. Здесь проявилась самая резкая дифференциация блоковых движений в пределах ТП НГП. Вдоль юго-западной и северо-восточной границ авлакогена простираются крупные инверсионные Печоро-Кожвинский и Колвинский мегавалы. Между ними находится Денисовский прогиб со сложнопостроенным Шапкина-Юрьяхинским валом, устойчиво развивающимся Лайским валом и сопредельными с ними впадинами. Естественными границами между тектоническими элементами являются разломы глубокого заложения. Выделенные структуры II порядка характеризуются различной стратиграфической полнотой разреза осадочного чехла, разным временем заложения и основного этапа формирования, смещением сводов локальных структур с глубиной.
Печоро-Кожвинский мегавал (350(50 км) представляет собой блок, ограниченный Западно-Печорским и Восточно-Печорским глубинными разломами, интрудированными породами основного и ультраосновного составов. Мегавал состоит из трех кулисно сочленяющихся приразломных валов — структур II порядка (с юга на север — Лыжского, Мутноматерикового и Лебединского).
Валы контролируются разрывными нарушениями, входящими в Припечорскую зону разломов. Разломы, ограничивающие мегавал с востока, отчетливо выражены только в южной части мегавала, в зоне сочленения с Большесынинской впадиной, в нижних горизонтах платформенного чехла им соответствуют крутые узкие флексуры.
Мощность платформенного чехла в пределах мегавала наращивается с северо-запада на юго-восток от 3 до 6 км. Амплитуда вертикального смещения Печоро-Кожвинского блока относительно Ижма-Печорского и Денисовского блоков составляет 200-400 м.
Восточный склон мегавала также осложнен разломами, поверхности сместителей которых наклонены в юго-западном направлении, обратном по отношению к падению разломов Припечорской зоны. Здесь развиты цепочки структур III порядка, объединяющихся в структурные зоны или ступени (структуры II порядка ( Печорогородская, Нялтаюская и др.).
Мегавал представляет собой инверсионную структуру, возникшую над глубоким верхнедевонско-нижнепалеозойским грабеном. Мегавал резко асимметричен и приподнят над примыкающей с юго-запада Ижма-Печорской синеклизой. Наиболее приподнят в пределах мегавала Мутноматериковый вал, южная периклиналь которого образует длинный структурный нос, далеко вклинивающийся в пределы Ижма-Печорской синеклизы.
Лыжско-Кыртаельский вал простирается почти параллельно Мутноматериковому. Его локальные объекты более погружены и в их сводах обнажены фаменские и нижнекаменноугольные породы. В области перехода восточного крыла вала к Денисовской впадине выделена Печорогородская ступень с цепочкой более погруженных, менее интенсивных типично платформенных брахиантиклиналей.
Лебединский вал в составе нескольких крупных структур имеет северо-западное простирание и также осложнен пологой ступенью в области смыкания с Малоземельско-Колгуевской моноклиналью.
Денисовский прогиб (структура I порядка) простирается в северо-западном направлении и занимает центральную часть Печоро-Колвинского авлакогена. С запада он ограничен Печоро-Кожвинским мегавалом. На севере он раскрывается в экваториальную часть бассейна, а на юге через Лодминскую перемычку (седловину) переходит в Большесынинскую впадину.
В современном структурном плане прогиб представляет собой пологую асимметричную впадину, простирающуюся в северо-западном направлении 400 км при ширине 40-70 км и заполненную осадочными отложениями палеозоя, мезозоя и кайнозоя.
По поверхности фундамента Денисовский прогиб представлен обширным опущенным блоком, который в свою очередь тектоническими нарушениями разделен на более мелкие блоки, расположенные на разных гипсометрических уровнях. Тектонические нарушения, ограничивающие блоки, четко проявляются в потенциальных полях (гравитационное и магнитное), а на временных сейсмических разрезах представлены зонами отсутствия отражений. Преобладающая часть нарушений северо-западного простирания входит в систему глубинных разломов Печоро-Колвинского авлакогена.
Тектонические нарушения разделяют фундамент на Шапкина-Юрьяхинский, Тибейвисский, Лайский и Верхнелайский блоки. В свою очередь перечисленные блоки системой нарушений разделены на еще более мелкие блоки, что в результате привело к мелкоблоковой структуре фундамента.

Наиболее опущенным по фундаменту (до 7,5 км) является Шапкина-Юрьяхинский блок, а наиболее приподнятым ( Лайский. Выступ фундамента наблюдается также в пределах Лодминской перемычки. Тибейвисский и Верхнелайский блоки занимают промежуточное положение. Первый из них постепенно погружается в западном ( юго-западном направлении, а второй в восточном ( северо-восточном. Основные тектонические блоки имеют линейно-вытянутую форму северо-западного простирания. Центральную часть прогиба занимает Лайский блок. Он имеет форму антиклинального выступа, сводовая часть которого осложнена грабеном. Опускание свода произошло по системе нарушений, а образовавшиеся выступы вдоль внешних бортов грабена послужили основанием для последующего роста органогенных построек.
Тектоническое строение осадочного чехла и в первую очередь нижних горизонтов находится в тесной зависимости от поверхности фундамента, а также от существовавших напряжений и движений земной коры на различных этапах геологического развития.
Отсутствие прямой унаследованности структурных планов, наличие мощных толщ осадочных образований, региональных и локальных размывов указывает на многостадийность и разнонаправленность тектонических движений.

В общем плане для всей этой территории прогиба наблюдается инверсионный характер развития, хотя на отдельных участках можно наблюдать относительную унаследовательность структурных планов.
Крайней западной шовной структурой прогиба является Шапкина-Юрьяхинский вал, отделенный от Малоземельско-Колгуевской моноклинали дизъюнктивным нарушением типа взбросо-надвига.
Центральная часть прогиба осложнена Лайским валом, имеющим пликативное сочленение с прилегающими к нему Верхнелайской и Тибейвисской депрессиями, на севере прогиба располагается Усть-Печорская депрессия.

Шапкина-Юрьяхинский вал расположен в западной части прогиба и протягивается в северо-западном направлении более чем на 230 км при ширине 10-15 км. Он представляет собой асимметричную структуру с крутым западным крылом (до 30°), осложненным серией кулисных разломов, выраженных в донижнепермских отложениях в виде взбросов (амплитуда до 700 м) и довольно пологим восточным (до 5°). Сводовая часть вала осложнена серией узких антиклинальных складок, протягивающихся вдоль его оси. Для локальных структур, в пределах вала, характерны незначительные размеры (1-2(10-15 км) при амплитудах от 40 до 250 м. К северу размеры структур несколько увеличиваются. Все антиклинальные складки хорошо выражены по каменноугольным отложениям. Вверх и вниз по разрезу наблюдается их выполаживание.
Лайский вал представляет собой крупную линейно вытянутую положительную структуру, протягивающуюся в центральной части прогиба на расстояние до 150 км при ширине от 10 до 20 км.
В современном плане он является наложенным на севере на позднеордовикско - среднедевонский палеопрогиб, а на юге на выступ, сложенный отложениями верхнеордовикско-нижнедевонского комплекса. Амплитуда Лайского вала относительно центральной части Тибейвиской депрессии составляет 400-500 м, относительно Верхнелайской ( 700 м. Наиболее крупная по размерам структура в пределах вала - Лаявожская многокупольная складка (амплитуда по кровле карбонатов нижней Перми – 250 м) и ряд более мелких структур.
Лайский и Шапкина-Юрьяхинский валы разделяет Тибейвисская депрессия, которой по поверхности фундамента соответствует структурная терраса, погружающаяся в северном и южном направлениях. Максимальные глубины до кровли карбонатов 2700-2800 м находятся в южной части депрессии. Северное ее замыкание расположено на широте Южно-Шапкинского поднятия.
Восточнее Лайского вала находится Верхнелайская депрессия, отделяющая вал от Колвинского мегавала. Депрессия хорошо выражена по отложениям от девона до триаса. По верхним этажам осадочного чехла наблюдается довольно спокойное залегание пород. Характерной особенностью депрессии является несовпадение структурных планов доверхнедевонских отложений с вышележащими, что связано с полным или частичным выклиниванием нижнефранских, среднедевонских, нижнедевонских и значительной части силурийских отложений. Мощность осадочного чехла в депрессиях изменяется от 6 до 7,5 км.
На севере впадины по горизонтам верхнего палеозоя выделяется Усть-Печорская депрессия, которой по фундаменту соответствует Носовой выступ. Депрессия имеет асимметричное строение, наиболее опущенная ее часть смещена в сторону западного склона Колвинского мегавала. В пределах депрессии выявлен целый ряд незначительных по размерам малоамплитудных структур ( Юшинская, Высокая, Приливная и т. д.
В целом же в пределах Денисовского прогиба выявлено большое разнообразие структурных форм. Это структуры III порядка - антиклинальные складки, средние и крупные по размерам, имеющие, как правило, различные амплитуды, сквозные по палеозойским отложениям и навешенные по отношению к структуре фундамента.

Колвинский мегавал, являющийся одной из самых контрастных структур I порядка ТПП, протягивается в северо-западном направлении более чем на 300 км при ширине 30-40 км. Северная часть мегавала устанавливается в акватории Печорского моря, где он меняет свое направление на субширотное. От Денисовской и Хорейверской впадин мегавал отделен высокоамплитудными Западно- и Восточно-Колвинским региональными разломами.

В пределах мегавала выявлен ряд тектонических нарушений северо-западного простирания, разделивших всю его территорию по нижне- среднепалеозойским отложениям на серию блоков того же простирания. Особое место здесь занимают субширотные разломы, разбившие тело мегавала на ряд блоков: Ярейюский, Хыльчуюский и т. д.

Ярейюский вал (структура II порядка) занимает северную часть мегавала, приурочен к самостоятельной кулисе Колвинской системы разломов. Размеры вала составляют 75(30 км. Западное крыло осложнено нарушением и имеет более крутой угол падения, чем восточное. Амплитуда вала по отложениям нижнего карбона на юге составляет 500 м и уменьшается в северном направлении до 300 м. Вверх и вниз по разрезу структура выполаживается (амплитуда по подошве силура ( 200-300 м). В составе вала выделяется ряд локальных структур, различных по конфигурации и размерам, среди которых преобладают брахиантиклинали и антиклинали (Северо-Ярейюская, Северо-Хыльчуюская, Ярейюская и др.).

Харьягинский вал расположен к югу от Ярейюского. Размеры его составляют 110(20 км. Вал имеет асимметричное строение: восточное его крыло круче западного и осложнено разломом. Максимальная амплитуда вала составляет 800 м по отложениям нижнего карбона. Амплитуда уменьшается в северном направлении до 275 м. Вверх и вниз по разрезу структура выполаживается. Вдоль осевой части в составе вала выделяются ряд локальных объектов с размерами от 1,5(1,5 км до 22(8 км и амплитудами от 22 до 350 м.
Особое место в составе вала занимает Инзырейское поднятие, которое наиболее четко в виде купола прослеживается по всем горизонтам палеозоя. По горизонтам девона оно выражено слабее, а выше и совсем выполаживается. В направлении к поднятию выклиниваются отложения силурийского возраста, нижнего и среднего девона.

Возейский вал имеет совсем другое строение. В основании структуры находится крупный, амплитудой более 2,0 км, выступ фундамента. Отложения осадочного чехла образуют крупный свод, облекающий выступ фундамента. По отложениям ордовика ( нижнего девона серией тектонических нарушений Возейский вал разбит на ряд блоков - Ошский, Северо-Возейский, Возейский и др. По отложениям среднего-верхнего палеозоя Возейское поднятие представляет собой крупную брахиантиклиналь северо-западного простирания, осложненную локальными куполами. Протяженность структуры около 70 км при ширине 13-15 км, амплитуда 400-450 м по отложениям девона. Восточное крыло Возейской структуры осложнено крутой флексурой, переходящей в дотриасовых отложениях в тектоническое нарушение.

Самое высокое гипсометрическое положение по кровле нижнепермских карбонатов занимает высокоамплитудная (600 м) линейно вытянутая структура II порядка ( Усинский вал (60(10-5 км). На юге удлиненная периклиналь вала постепенно переходит в вытянутую Нитчемью-Сынинскую ступень Большесынинской впадины.

Вал осложнен структурами третьего порядка, в его сводовой части выделяется Усинская структура (ее размеры по кровле карбонатов нижней перми составляют: длина 46 км, ширина ( 6-15 км, амплитуда 500 м), а в пределах южной периклинали ( Чедтыйская и Леккеркская структуры. По отложениям девона-силура южная периклиналь вала отделяется тектоническими нарушениями.

В зоне сочленения Усинского и Возейского валов расположена небольшая куполообразная Западно-Сынатыская структура с размерами 4,5(3 км, амплитудой по отложениям верхнего-нижнего девона ( 70-140 м.

Хорейверская впадина ( крупная (280(120 км) отрицательная геотектоническая структура I порядка Печорской плиты, расположенная к востоку от Колвинского мегавала и выраженная по мезозойскому и верхнепалеозойскому комплексам.

Влияние древнего Большеземельского палеосвода во многом предопределило современную структуру впадины, выразившуюся в длительных стратиграфических перерывах и довольно глубоких по амплитуде размывах на рубеже формирования почти всех структурных этажей.

Впадина имеет асимметричное строение. Вдоль восточного склона Колвинского мегавала протягивается наиболее погруженная ее часть с увеличенными толщинами отложений по всем структурным этажам. Современный структурный план впадины характеризуется спокойным залеганием пород, погружающихся на север и северо-запад в сторону шельфа. В пределах впадины выделяется ряд тектонических элементов II порядка: положительные ( Сандивейское поднятие и Колвависовская ступень в южной и центральной частях; Садаягинская ступень в северной; Макариха-Салюкинская антиклинальная зона в юго-восточной части; отрицательные ( Сынянырдская котловина и Цильегорская депрессии в южной и юго-восточной частях и Чернореченская депрессия в северной части впадины.

Чернореченская депрессия занимает наиболее погруженную часть впадины и расположена в зоне ее сочленения с Колвинским мегавалом. Она представляет собой структуру северо-западной ориентировки размерами 170(6-38 км и выражается по всему разрезу осадочного чехла. Структура характеризуется асимметричным строением. Западный борт ее более крутой и узкий, чем восточный, и осложнен тектоническим нарушением на широте Харьягинской - Ханчаргинской площадей. Депрессия состоит из нескольких синклиналей. Поверхность карбонатных отложений нижней перми в днище депрессии залегает на глубинах 2425-2900 м. Наиболее погруженной является ее северная часть. Амплитуда ее составляет 100-300 м и увеличивается в северном направлении. Вверх по разрезу структура выполаживается. В ее составе сейсморазведочными работами установлены Михайловская, Невская, Северо-Иевская, Каминская, Западно-Нямюрхитская и другие локальные структуры. Они представляют собой брахиантиклинальные и куполовидные складки размерами от 2(2 до 9,0(4,0 км и амплитудой 25-75 м.

Садаягинская ступень расположена к востоку от Чернореченской депрессии и занимает основную часть впадины. Размеры ее составляют 200(120 км. Она представляет собой полого воздымающуюся в восточном и юго-восточном направлениях структуру и выражена по среднекаменноугольным и более молодым образованиям. Градиент падения пород в ее пределах в среднем составляет 4-5 м/км. Поверхность карбонатных отложений нижней перми в ее пределах залегает на глубинах 2050-2700 м. В пределах ступени выявлено около 140 ловушек различного происхождения. Они представляют собой в основном куполовидные и брахиантиклинальные складки различной ориентировки размерами от 2(1 до 20,0(8,0 км и амплитудой от 20 до 100 м. Наиболее представительными по кровле карбонатных отложений нижней перми являются Варкнавтская, Нямюрхитская, Харейсинская, Оленья, Худоягинская, Коматынская, Пиянская, Западно-Ярейягинская, Кывтанская и другие локальные структуры.

Колвависовская ступень, представляющая собой наклоненную на восток пологую моноклиналь, занимает центральную часть впадины. По кровле фундамента напоминает моноклиналь, осложняющую северную периклиналь Большеземельского палеосвода и погружающуюся в сторону Печорского моря с 4,8 до 5,2 км и осложненную рядом малоамплитудных, изометричной формы локальных структур. По поверхности силурийско-нижнедевонских отложений ее размеры составляют 100-110(90-80 км, амплитуда до 300 м. Общий план моноклинали осложнен рядом ступенеобразных террас, где локализуются изометричной формы структуры различной ориентировки, размерами от 1,5-2 км до 10-12 км и амплитудами до 100 м. Структурные осложнения, в большинстве своем, унаследованно проявляются по всем горизонтам осадочного чехла, сокращаясь в размерах и приобретая большую расплывчатость форм вверх по разрезу. С уменьшением размеров уменьшаются и амплитуды структур и, в подавляющем большинстве, они составляют 25-50 м. Сама ступень более рельефно прослеживается по девонским и каменноугольным отложениям, по которым при сохранении региональных черт наследования от более древних отложений структурный облик плитного чехла впадины несколько усложняется.

Для северной части Колвависовской ступени характерно широкое развитие верхнедевонских органогенных построек. Особенно отчетливо в пределах поднятия проявляется зона развития барьерных рифов позднефранского возраста, образующая в структурном плане по поверхности верхнефранских и вышележащих фаменско-турнейских отложений Центрально-Хорейверское поднятие. Оно простирается в субширотном направлении на расстоянии около 130 км при ширине 2-18 км. В составе этой зоны выделяются Верхнехарьягинская, Южно-Дюсушевская, Дюсушевская, Восточно-Колвинская, Западно-Ошкотынская, Ошкотынская, Восточно-Ошкотынская, Северо-Ошкотынская, Верхнесихорейская, Северо-Сихорейская, Западно-Хоседаюская, Северо-Хоседаюская, Висовая рифогенные и структурно-рифогенные ловушки размерами от 3(1 до 15,0(10,0 км и амплитудой от 20 до 300 м.

Сандивейское поднятие расположено к востоку от Чернореченской депрессии и занимает южную и центральную части впадины. Размеры его составляют 160(120 км. Его вершина расположена в южной части впадины. Градиент погружения подошвы визейских отложений на его северном склоне составляет 1,1 м/км и с глубиной увеличивается до 6 м/км по силурийским отложениям. Глубина залегания отложений визейского яруса в его пределах составляет 2600-3250 м. Наиболее расчлененным рельефом поднятие характеризуется по отложениям верхнего девона, что обусловлено развитием в них наряду с тектоническими структурными формами органогенных построек различного типа.

На остальной территории Сандивейского поднятия выявлено около 100 ловушек различного типа. Они представляют собой в основном брахиантиклинальные и куполовидные складки различной ориентировки размерами от 2(1 до 12,0(5,0 км и амплитудой 20-100 м. Наиболее крупными из них являются Коматынская, Восточно-Хорейверская, Худоягинская и другие структуры.

Цильегорская депрессия представляет собой узкую линейную прогнутую зону, прослеживающуюся в южной части впадины в северо-восточном направлении между Салюкинским валом и грядой Чернышева, в северной ( в субмеридиональном направлении вдоль вала Сорокина. По фундаменту депрессии соответствует также прогнутая зона с отметками залегания фундамента 5,2-6,6 км. По горизонтам осадочного чехла депрессия является структурой II порядка, погруженной по всем горизонтам. Депрессия осложнена рядом незначительных по размерам и амплитудам брахиантиклинальных и куполовидных складок, находящих свое отображение по всему осадочному чехлу. Депрессия уверенно прослеживается на структурных картах, подчеркивая резкую контрастность Макариха-Салюкинской антиклинальной зоны.

Макариха-Салюкинская антиклинальная зона ( структура II порядка, наиболее рельефно выраженная по всем структурным этажам осадочного чехла и наиболее высоко поднятая по всей впадине. Она представляет собой вытянутую в субмеридиональном направлении узкую линейную зону, осложненную двумя валами ( Салюкинским, длиной порядка 50 км, шириной – 6-8 км, амплитудой до 700 м (по кровле карбонатных отложений нижней перми-карбона) и Макарихинским ( размерами 50(6 км и амплитудой порядка 400 м. В свою очередь, на Макарихинском валу выделяется ряд более мелких куполов.

Для всей зоны характерна одноплановая асимметричность. Их западные крылья, осложненные тектоническими нарушениями, более крутые, чем восточные, а в плане своего простирания эти структуры как бы выходят из общей картины, характерной для региона, так как они наследуют северо-восточную ориентацию близких структур гряды Чернышева. С запада зона по системе надвиговых дислокаций граничит с Сандивейским поднятием и Колвависовской ступенью, а с востока ограничена Цильегорской депрессией.

Варандей-Адзьвинская структурная зона представляет собой сложнопостроенную структуру I порядка северо-западного простирания размерами 180(80 км. К северу она сужается до 40 км и погружается в акваторию Печорского моря. На западе и востоке она ограничена Хорейверской и Коротаихинской впадинами, а на юге грядой Чернышева.
Варандей-Адзьвинская зона характеризуется чередованием линейных дизъюнктивных валов и разделяющих их депрессий, выраженных по всему разрезу осадочного чехла. В ее составе выделяются структуры второго порядка: валы Сорокина, Гамбурцева, Сарембой-Леккейягинский и Талотинский, Мореюская и Верхнеадзьвинская депрессии. Все валы имеют горстово-чешуйчатое строение и разбиты нарушениями на клиновидные блоки, к которым приурочены локальные структуры.

Вал Сорокина расположен в западной части зоны и приурочен к зоне развития древнего Варандейского разлома. Он представляет собой узкую линейно вытянутую структуру и протягивается в северо-западном направлении на 180 км при ширине 6-10 км. В центральной части он имеет субмеридиональное простирание. Крылья вала осложнены флексурами и системой кулисообразно расположенных глубинных разломов. Нарушения имеют взбросовый и взбросово-надвиговый характер. Максимальная амплитуда их составляет 400 м по горизонтам верхнего девона и нижнего карбона в районе Седьягинской площади. В северном и южном направлениях, а также вверх и вниз по разрезу амплитуда их уменьшается. Наиболее рельефно вал выражен по горизонтам верхнего девона, по которым амплитуда его составляет около 1000 м в районе Седьягинской площади. Вверх и вниз по разрезу структура выполаживается. Практически по всем отложениям палеозоя амплитуда вала убывает в северном и южном направлениях от вышеуказанной структуры. Шарнир вала от нее погружается в северном и южном направлениях на 600 м.

В пределах вала установлены Варандейская, Торавейская, Южно-Торавейская, Наульская и другие локальные структуры, разделенные мелкими седловинами. Простирание их в целом подчинено ориентировке вала, за исключением Подверьюской структуры, имеющей северо-восточную ориентировку. Они представляют собой брахиантиклинальные складки размерами 4-40(2-4 км. Наиболее крупной является Седьягинская структура. Амплитуда структур по кровле карбонатов нижней перми составляет 50-250 м. Структуры асимметричны (западные крылья 25-30°, восточные 15-20°).

Несмотря на то, что с глубиной происходит смещение сводов структур, в целом структурный план поверхности фундамента и различных горизонтов осадочного чехла совпадает. Примечательной особенностью вала является его верхняя аллохтонная часть, выдвинутая по разным направлениям по сходящимся и выполаживающимся на глубине разломам. Подобные веерообразные складки обычно свойственны крупным взбросо-надвиговым системам.

Мореюская депрессия расположена к востоку от вала Сорокина и простирается в северо-западном направлении на расстояние 180 км при ширине 10-40 км. Структура характеризуется асимметричным строением: западный борт ее более крутой и узкий, чем восточный. Депрессия выражена по всему разрезу осадочного чехла. Максимальная амплитуда отмечается по отложениям нижнего карбона и верхнего девона и достигает до 1000 м. Вверх и вниз по разрезу амплитуда ее убывает. Морфологически депрессия расчленяется на несколько синклиналей, разделенных перемычками. Северная часть ее является более погруженной, чем южная.

На бортах депрессии установлены ловушки различного типа: Алексинская, Памендуйская, Мартовская, Северо-Хайпудырская, Восточно-Седьягинская, Ноябрьская, Восточно-Мореюская и другие. Размеры их составляют 2-25(2-4 км, амплитуда 25-500 м.

Вал Гамбурцева занимает центральную часть Варандей-Адзьвинской зоны и отделяет Мореюскую депрессию от Верхнеадзьвинской. Размеры его составляют 90(4-5 км. Он представляет собой узкую, линейно вытянутую в меридиональном направлении горстообразную структуру позднетриасового заложения. В предсреднеюрское время, в период формирования сложной складчато-глыбовой структуры гряды Чернышева, его юго-восточная часть была переработана секущими разрывными нарушениями.

Крылья вала осложнены нарушениями типа взброса и взбросо-надвига. Амплитуда их в южной части вала по отложениям нижнего карбона составляет 1200-1600 м. В северном направлении амплитуда их убывает вплоть до полного затухания. Вверх и вниз по разрезу амплитуда их уменьшается.

Наиболее отчетливо вал выражается по отложениям нижнего карбона, по которым амплитуда его в южной части оценивается в 2000 м, северной ( в 500 м. По выше и нижележащим горизонтам вал выполаживается. Шарнир вала по всем горизонтам осадочного чехла погружается на север. Вал разбит на клиновидные блоки, к которым приурочен ряд локальных структур ( Восточно-Нядейюская, Нядейюская, Хасырейская и Черпаюская. Размеры их составляют 4-18(2-3 км, амплитуда 50-200 м.

Сарембой-Леккейягинский вал расположен в восточной части зоны. Он представляет собой сложнодислоцированную структуру северо-западной ориентировки размерами 175(15-25 км. В центральной части вал осложнен нарушениями преимущественно взбросо-сдвигового характера. Снизу вверх они простираются до размытой поверхности каменноугольных отложений. С глубиной амплитуда их возрастает до 800 м.
Центральная часть вала по всем горизонтам осадочного чехла занимает более высокое гипсометрическое положение, чем северная и южная. В северной части вал выражен по всему разрезу осадочных образований, а в южной ( по каменноугольным и более древним отложениям. В его пределах установлены Медынская, Тобойская, Мядсейская, Западно-Леккейягинская, Северо-Сарембойская и другие локальные структуры, представляющие собой преимущественно брахиантиклинальные складки размерами 4-15(2-6 км и амплитудой 25-100 м.

Верхнеадзьвинская депрессия расположена к востоку от вала Гамбурцева и занимает юго-восточную часть зоны. Размеры ее составляют 50(15-50 км. Структура выражена по всему разрезу осадочного чехла. Максимальная амплитуда ее составляет 1600 м по отложениям нижнего карбона. Вверх и вниз по разрезу она выполаживается. С севера на юг наблюдается общее региональное моноклинальное погружение по всем горизонтам осадочного чехла. Наиболее погруженной является южная часть депрессии в зоне ее сочленения с валом Гамбурцева и грядой Чернышева. В ее пределах выделяются Усть-Пяйюская, Кывтанская, Южно-Степковожская и Юраюская локальные структуры. На юго-востоке депрессии структуры имеют четкое ограничение. Серией крупных взбросо-надвигов они перекрыты или срезаны тектоническими дислокациями гряды Чернышева. Размеры их составляют 4-10(2-4 км, амплитуда 25-100 м.
Талотинский вал занимает крайнюю северо-восточную часть зоны. Вал простирается в северо-западном направлении на расстояние 125 км при ширине 4-10 км.
Он представляет собой узкую линейную автохтонную структуру древнего заложения в зоне Вашуткино-Талотинского надвига. Структура выражена по ордовикско-нижнекаменноугольному комплексу пород, на которых непосредственно залегают среднеюрско-антропогеновые отложения. Амплитуда вала по подошве доманикового горизонта оценивается в 600-800 м. Вниз и вверх по разрезу он выполаживается. В северном направлении шарнир вала погружается. Западное крыло его осложнено нарушением типа взброс амплитудой 600-800 м на севере и 100-200 м на юге. С востока вал ограничен надвигом. Более мелкими разломами структура расчленена на отдельные блоки.
В пределах вала выделяются Степковожская, Восточно-Сарембойская, Талотинская, Тамяхинская и Усть-Талотинская локальные структуры. Складки, в основном, брахиантиклинального типа. Вверх по разрезу они выполаживаются до полного исчезновения по размытой поверхности карбонатных отложений карбона. Размеры их составляют 4-10(2-4 км, амплитуда 50-300 м.
Предуральский краевой прогиб представляет собой линейно вытянутую вдоль западного склона Урала систему крупных компенсационных опусканий (мощность осадочного чехла до 10-12 км), сформировавшихся в зоне сочленения Печорской плиты и Уральской палеозойской геосинклинали в орогенный этап развития последней.
В Тимано-Печорской части прогиба (протяженность порядка 1000 км) выделяются с юга на север структуры I порядка – Верхнепечорская (470(70-50 км), Большесынинская (260(80-25 км) и Косью-Роговская (300(120-30 км) субмеридиональные впадины, соответственно разграниченные Среднепечорским поперечным поднятием (250(50-20 км) и южной частью гряды Чернышева (400(20-10 км).
Гряда Чернышева ( структура I порядка в пределах Предуральского краевого прогиба является западным ограничением внешней структурно-формационной зоны в северной части прогиба. С запада она граничит с Хорейверской впадиной, с востока с Косью-Роговской, а с юго-запада с Большесынинской впадинами. С севера и юга ограничена, соответственно, горстом Чернова и Уральской складчатой системой.

Гряда Чернышева имеет линейно вытянутую дугообразную форму. Длина её достигает 380 км, ширина колеблется от 5 до 50 км. По установленному угловому несогласию между отложениями триаса и юры, отчетливо прослеженному по сейсмическим материалам, возраст формирования гряды определяется как раннеюрский.

Условия формирования гряды Чернышева и её строение до конца не изучены. Разными исследователями строение гряды представлялось в виде ограниченного сбросами горста, антиклинория, инверсионного авлакогена, выступа складчатого основания краевого Предуральского прогиба, фронтальных дислокаций послойного срыва по соленосным толщам верхнего ордовика или по поверхности фундамента. Наиболее поздняя модель строения гряды Чернышева (Юдин, 1994 г.) базируется на основании новых геолого-геофизических данных, более полно отражающих морфологию структуры и новых тектонических концепций в геотектонике. Гряда представляется в виде сложной веерообразной структуры в фронтальной части Косью-Роговской пластины, сформированной в результате послойного срыва по верхнеордовикским соленосным отложениям. У поверхности этот срыв выражен дугообразным в плане Западно-Чернышевским взбросо-надвигом и встречно падающим Восточно-Чернышевским надвигом.

В подошве аллохтонов гряды Чернышева вдоль этих надвигов, особенно Восточно-Чернышевского, почти повсеместно выведены на поверхность нижнесилурийские отложения, в которых отмечаются зоны тектонического брекчирования. Нижележащие по разрезу ордовикские отложения на поверхности гряды (по геологической съемке) нигде не отмечались. Предположение о том, что они могут быть сложены соленосными породами, как и на Кочмесской структуре в Косью-Роговской впадине, подтвердилось скважиной 1-Воргамусюр, в которой на глубине 2691 м вскрыты соленосные верхнеордовикские отложения. Последние, являясь наиболее пластичными из известных пород, могут способствовать формированию послойных срывов.

Наличие надвигов на западном и восточном краях гряды Чернышева подтверждается бурением, геологическими наблюдениями и данными сейсморазведки. Их амплитуды составляют в разных местах от сотен метров до 5-6 км. Сдвоение и строение толщ разного стратиграфического уровня вскрыто в отдельных скважинах на Усино-Кушшорской, Хоседаю-Неруюской и Адзьвинской площадях.

Более мелкими продольными дугообразными тектоническими нарушениями гряда Чернышева разделена на кулисообразно расположенные блоки-чешуи (Хоседаюский, Тальбейский, Шарью-Заостренский, Яньюский) и Адзьвавомскую депрессию. Строение блоков представлено в виде двух приразломных веерообразно расположенных асимметричных антиклиналей или чаще чешуями-моноклиналями, которые разделены осевыми синклиналями. В крайней южной и северной частях поднятия осевые синклинали выражены слабее или отсутствуют. Возможно, внутреннее строение гряды Чернышева в целом представляется в виде шарьяж-синклинория (Юдин, 1994 г.). Наиболее прогнутые его части известны под названием Тальбейской и Шарью-Заостренской синклиналей. Строение синклиналей значительно проще, чем приразломных блоков антиклиналей.

Все структуры третьего порядка, прослеженные сейсморазведочными исследованиями, в пределах гряды Чернышева являются приразломными и характеризуются продольной зональностью, подчиненной ориентировке уральских структур.

Косью-Роговская впадина является одной из наиболее крупных впадин Предуральского краевого прогиба. Это отрицательная структура первого порядка, вытянутая в северо-восточном направлении более чем на 300 км и шириной до 120 км. Впадина имеет форму клина, обращенного острием к юго-западу. Фундамент во впадине не вскрыт скважинами. По геофизическим данным он погружается к востоку и юго-востоку от 5-6 км у гряды Чернышева до 12-14 км у фронтальных дислокаций Урала.

По типу приповерхностных структур Косью-Роговская впадина четко делится на две продольные структурные зоны: Внешнюю западную и Внутреннюю восточную. По более глубоким горизонтам продольная зональность исчезает.

Внешняя западная зона включает зону внешнего борта, прилегающую к гряде Чернышева и центральную часть впадины. Здесь выделяются структуры II-го порядка: Кочмесская ступень и Абезьская депрессия. Внешняя западная зона является приподнятой по отношению к Внутренней восточной зоне и характеризуется довольно пологими структурами платформенного типа, иногда осложненными надвиговыми дислокациями гряды Чернышева (Харутамылькская, Поварницкая, Воргамусюрская). Структурный план этих поднятий с глубиной, в основном, сохраняется. Наиболее крупной поднадвиговой структурой является Воргамусюрская. Она прослежена по отложениям ордовика-нижней перми и разбита множеством тектонических нарушений. Размеры её по кровле нижнедевонских отложений достигают 49(8,0 км, амплитуда равна 2500 м. В пределах структуры расположена поисковая скважина 1-Воргамусюр, которая вскрыла разрез Тальбейского взброшенного блока гряды Чернышева и на глубине 2691 м вошла в соленосные верхнеордовикские отложения. Во Внешней западной зоне развиты различно ориентированные структуры, как правило, не подчиняющиеся линейной ориентировке впадины. Эта особенность наиболее характерна для крайних западных структур III-го порядка, частично перекрытых краевыми надвигами восточного склона поднятия Чернышева: Кымбожьюской, Неченской, Бергантымылькской, Верхнероговской. Пространственно эти структуры находятся на продолжении отдельных валов и валообразных поднятий Хорейверской впадины и Варандей-Адзьвинской структурной зоны. Кымбожьюская структура имеет свое вероятное продолжение на Макариха-Салюкинской антиклинальной зоне. Бергантымылькская структура расположена на продолжении периклинали вала Гамбурцева.

В сторону осевой части впадины по мере увеличения мощностей пермских отложений происходят выполаживание локальных структур и изменение их ориентировки на северо-восточную. Наиболее крупная и хорошо изученная Кочмесская структура расположена в центральной части одноименной ступени. По отложениям ордовика-нижней перми, включительно, она выделяется в виде крупной брахиантиклинали с размерами, достигающими 30(12 км и амплитудой 500 м. В пределах Кочмесской ступени четко прослежен край карбонатной платформы нижнеартинского возраста, выделенной ранее сейсморазведочными исследованиями. В пределах карбонатной платформы прогнозируются органогенные постройки раннепермского возраста.

В наиболее прогнутой центральной зоне Косью-Роговской впадины (Абезьской депрессии) кровля карбонатов нижней перми прослежена на глубинах до 7 км. На юго-восточном борту Абезьской депрессии прослежена Сывьюская тектонически ограниченная антиклинальная складка, восточное крыло которой обрывается тектоническими нарушениями взбросового характера, входящих в систему разломов Западно-Уральского надвига.

Внутренняя восточная зона протягивается вдоль всей юго-восточной части Косью-Роговской впадины. Она имеет ширину 10-40 км и характеризуется исключительно сложным строением. Во внутренней (восточной зоне) выделяются структуры II-го порядка: Интинская складчато-чешуйчатая зона и Прилемвинская складчато-покровная зона. Здесь наблюдается несовпадение структурных планов верхних орогенных комплексов и карбонатного ложа впадины. Типичная форма дислокаций в восточных районах Косью-Роговской впадины ( тектонические чешуи (дизпликаты). К числу фронтальных складок относятся многочисленные структуры III-го порядка с крутыми западными и пологими восточными крыльями. Западные крылья поднятий оборваны надвигами. Плоскости надвигов вблизи поверхности карбонатов наклонены под углами 50-60°; на глубине выполаживаются до горизонтального залегания плоскости сместителя. Амплитуда горизонтального перемещения надвигов достигает в пределах Пальникшорской площади 10-15 км, севернее и южнее она уменьшается до 1-3 км.

По данным бурения отмечается удвоение (Романьельская, Лемвинская, Усть-Лемвинская, Северо-Усть-Лемвинская, Пальникшорская площади) и утроение разрезов (Интинская, Кожимская площади) нижнепермских и среднекаменноугольных отложений. Сейсморазведочные исследования подтвердили наличие многочисленных взбросо-надвиговых пластин в отложениях девона - нижней перми, а также распространение фронтальных структур в головных частях этих пластин.

Наличие ряда послойных срывов в разрезе палеозоя обосновано в работах Н. И. Тимонина [11] и В. В. Юдина [12]. По результатам новых геолого-геофизических данных и новых геотектонических концепций предполагается, что весь триасово-силурийский чехол Косью-Роговской впадины представляет собой аллохтонную Косью-Роговскую тектоническую пластину, сорванную по верхнеордовикским соленосным отложениям и залегающую на ордовикско-докембрийском автохтоне.

Внутренняя восточная структурная зона впадины, кроме того, послойно сорвана по алевролитовой толще визейского возраста и по кровле карбонатных отложений перми-карбона. Она смята вблизи секущих взбросо-надвигов и представляет собой верхнюю надвиговую пластину.

Большесынинская впадина, входящая в состав Предуральского краевого прогиба, имеет форму сужающегося к югу клина, примыкающего в своей северной части к структурам Колвинского мегавала и Денисовского прогиба. Восточной границей впадины служит система надвигов и глубинных разломов гряды Чернышева и Западно-Уральской складчатой области, отделяющих её от Косью-Роговской впадины. С запада и юго-запада впадина граничит с Печоро-Кожвинским мегавалом; эта граница также контролируется зоной глубинных разломов.

Большесынинская впадина выполнена мощной толщей терригенно-карбонатных осадков палеозойского и мезозойского возрастов. Предельная глубина залегания фундамента в южной, наиболее погруженной её части составляет 10-12 км. В пределах впадины выделяются структуры второго порядка Вяткинская депрессиия и Нитчемью-Сынинская ступень, занимающая резко приподнятое относительно депрессии положение.

Строение Вяткинской депрессии, представляющей собой наиболее погруженную часть Большесынинской впадины, изучено слабо. Её западным ограничением служит система глубинных разломов, отделяющих впадину от Печоро-Кожвинского мегавала.
Южная часть впадины в триасовое время подверглась воздействию складчатости Западно-Уральского типа с возникновением крупных надвигов, разделяющих узкие и глубокие депрессии. Часть впадины, примыкающей к Западно-Уральской складчатой зоне, разбита системой тектонических нарушений на ряд чешуи. Особенностью этой области является почти полное отсутствие крупных нормальных складок. Решающую роль в этой части впадины играют высокоамплитудные взбросо-надвиги и сдвиги, формирующие серию блоков и чешуи, слои в которых наклонены к востоку под углом 20-70°. Здесь выделяются локальные депрессии: Большеаранецкая и более погруженная Березовско-Переборская. Синклинали разделяются Вертнинской валообразной структурной зоной, имеющей северо-восточное простирание, которая осложняется Вертнинской и Южно-Вертнинской структурами. Вдоль восточного борта Большесынинской впадины на границе с Западно-Уральской складчатой областью, в пределах тектонически ограниченных блоков, воздымающихся в северном направлении, выделяется ряд локальных структур: Лосиная, Южно-Аранецкая, Большеаранецкая, Северо-Аранецкая.

Нитчемью-Сынинская ступень, являющаяся наиболее спокойным в тектоническом отношении элементом, занимает приподнятое положение. В свою очередь она осложняется рядом локальных структур. В её западной части выявлены Белоюская, Южно-Белоюская, Нитчемьюская и Сынинская брахиантиклинальные складки; в центральной области Пыжьельская, Южно-Пыжьельская, Восточно-Пыжьельская и Центрально-Сынинская структуры. Последняя включает в себя ряд куполов, получивших самостоятельное название: Северо-Сынинский, Западно-Сынинский и Южно-Сынинский. В области, пограничной с дислокациями гряды Чернышева, сейсморазведкой и бурением выявлены Западно-Суборская и Суборская структуры, осложненные многочисленными тектоническими нарушениями типа взбросо-надвигов, которые формируют разновысокие блоки.

Структура I порядка ( Воркутская поперечное поднятие (ступень) расположено севернее Косью-Роговской впадины. На севере оно примыкает к горсту Чернова, на юге надвинуто на образования Косью-Роговской впадины. На востоке породы Воркутского поднятия уходят под тектонические чешуи Собского поперечного поднятия Урала с ордовикским и протерозойским уровнями срыва.

Южная граница Воркутского поднятия в структурном плане на значительном, более чем 50 км, расстоянии проводится по линии субширотного разрыва, протягивающегося на запад от южной оконечности Собского поднятия и, оконтурив Ярвожский купол, плавно трассируется от Падимейской структуры на юго-запад до гряды Чернышева.
На севере Воркутского поднятия находится Падимейская зона (система) осложнений, оборванная на юге взбросо-надвигом по нижнепалеозойским отложениям. Не исключено, что этот надвиг является продолжением в Косью-Роговской впадине Вашуткино-Талотинского надвига Коротаихинской впадины. В последние годы здесь выявлено значительное количество мелких, субширотно ориентированных локальных поднятий (Падимейское, Сизимшорское и др.), многие из которых располагаются в автохтонной части разреза относительно южных надвигов поднятия Чернова.

Поднятие (горст) Чернова во многих чертах строения сходно с грядой Чернышева, в сечении представляет собой «карбонатный клин» и характеризуется отсутствием в надразломной части складчатых форм пликативной природы. В целом гряду Чернышева и поднятие Чернова следует, видимо, расценивать как единую крупную тектоническую дугу, ограничивающую с севера весь Предуральский прогиб.

Юньягинская антиклинальная зона выделяется на крайнем востоке Воркутского поперечного поднятия и является тектонической пластиной по ордовикским отложениям, частично перекрывающей Ярвожский купол.

Cреднепечорское поперечное поднятие имеет двойственную природу: с одной стороны ( это продолжение Печоро-Кожвинского мегавала на юго-восток, с другой ( приподнятая часть Предуральского краевого прогиба, вытянутая в субмеридиональном направлении и разделяющая Большесынинскую впадину на северо-востоке и Верхнепечорскую впадину на западе. Поэтому здесь отмечается сложная интерференционная структура, в которой проявлено взаимное влияние как структур северо-западного простирания Печоро-Кожвинского мегавала, так и структур субмеридионального простирания западного склона Урала.

В девонское время Среднепечорское поперечное поднятие и Печоро-Кожвинский мегавал представляли единый грабен, в котором накапливались мощные толщи девонских осадков. Последующая инверсия в каменноугольно-нижнепермское время образовала здесь приподнятую область, замыкающую с севера Верхнепечорскую впадину. Позднее эта область была вовлечена в общее прогибание в процессе формирования Предуральского краевого прогиба, а в позднетриасовое время произошло наложение уральских деформаций.

Генетическая связь Среднепечорского поперечного поднятия с Печоро-Кожвинским мегавалом наглядно пердставляется в гравитационном поле распространением региональной положительной аномалии от Лыжско-Кыртаельского вала далее на юго-восток, четко контролируя границы поднятия. В магнитном поле Среднепечорское поперечное поднятие располагается в пределах крупного максимума, вытянутого в мердиональном направлении. Участок максимума, отвечающий непосредственно поперечному поднятию, отмечается сложностью строения. Такая картина объясняется неоднородным строением поднятия, состоящим из чередующихся кулисообразно расположенных крупных, линейно вытянутых антиклиналей субмеридионального простирания, осложненных по западным крыльям взбросо-надвигами и разделенных синклиналями. Наиболее крупные из них: Соплеская, Худоельская, Войская, Аранецкая и Еджид-Кыртинская.

Верхнепечорская впадина протягивается от Полюдова поднятия на юге до Среднепечорского поперечного поднятия на севере на расстоянии свыше 400 км при ширине около 50 км (до 80 км на севере). В аномальном магнитном поле впадине отвечает региональный полосовой максимум меридиональной ориентировки, обусловленный в основном мощным орогенным комплексом, сложенным более магнитными терригенными образованиями. В гравитационном поле впадине соответствует обширный минимум, совпадающий с ней размерами и ориентировкой. Природа минимума обусловлена значительным погружением фундамента до 9 км в пределах впадины и мощным менее плотным орогенным комплексом.

Верхнепечорская впадина имеет асимметричную форму, осевая зона сдвинута к более крутому восточному борту. Углы падения слоев на западном платформенном ее склоне составляют 1-2°, увеличиваясь до 5-6° в приосевой зоне. В структуре впадины выделяются три резко отличные по строению зоны: западная (внешняя), центральная (приосевая) и восточная (внутренняя).

Для внешней зоны на всем ее протяжении характерно отсутствие четко выраженных антиклинальных структур. Распространены структурные носы и небольшие антиклинали амплитудой в первые десятки метров, протягивающиеся цепочкой вдоль простирания слоев.

Для тектоники центральной части впадины характерны узкие длинные высокоамплитудные нарушенные антиклинали уральского простирания. Антиклинали группируются в структурные линии сложного взаимоотношения. Они кулисообразно заходят одна за другую, разветвляются, дугообразно изгибаются, что затрудняет прослеживание зон и отнесение складок к той или иной тектонической линии. В приосевой зоне впадины выделяется несколько крупных антиклиналей и их систем. При этом более дислоцированы южная и северная части приосевой зоны.

Внутренняя зона впадины, западной границей которой является региональный Вуктыло-Полюдовский взсбросо-надвиг, характеризуется развитием удлиненных и высокоамплитудных, часто приразломных антиклиналей уральского простирания. Северную часть внутренней зоны осложняет Вуктыльская тектоническая пластина, представляющая валообразное поднятие, возникшее во фронтальной части Вуктыльского надвига, дугообразной в плане структуры амплитудой до 1000 м. Под Вуктыльским надвигом по данным сейсмических работ выявлена Подвуктыльская антиклиналь. Южнее Вуктыльского находится Сарьюдинская система дизпликатов, а южную часть впадины осложняют Курьинская и Патраковская системы дизпликатов. Выявленные в верхних горизонтах структуры часто не прослеживаются в нижних горизонтах осадочного чехла и по поверхности фундамента. Структуры приобретают еще более линейный характер, взбросы переходят в линейные надвиги, своды структур глубоко эродированы и орогенный комплекс сохраняется только в узких синклиналях.
По данным сейсморазведки и бурения осадочный чехол внутренней зоны впадины разделяется на три структурных уровня с различными типами дислокаций. В верхнем структурном уровне, сложенном породами перми-карбона, развиты высокоамплитудные приразломные брахискладки, осложненные нарушениями. Средний структурный уровень (преимущественно карбонатный комплекс верхнего девона-нижней перми ) дислоцирован в крупные пологие автохтонные складки, почти не нарушенные разрывами. Нижний структурный уровень, сложенный породами нижнего палеозоя, почти не дислоцирован.

Структура I порядка ( Коротаихинская впадина (220(80-120 км) расположена на крайнем северо-востоке провинции и принадлежит Предновоземельскому передовому прогибу. По аналогии с более южными впадинами Предуральского прогиба здесь выделяются три структурно-формационные зоны. Западная часть внешней зоны осложнена Вашуткино-Талотинской тектонической пластиной, перекрывающей погребенный Талотинский вал Варандей-Адзьвинской структурной зоны. В восточной части этой зоны, на фоне моноклинального погружения осадочных толщ (по кровле карбонатов нижней перми), выделяется группа прерывисто-пологих складок, группируемых в Лабогейскую ступень.
В центральной, наиболее погруженной части впадины дислокации аналогичного типа условно объединены в Одиндокскую и Верхневоркутскую антиклинальные зоны.

Внутренняя зона Коротаихинской впадины характеризуется более сильной тектонической раздробленностью и дислоцированностью. Здесь в строении тектонических пластин принимают участие карбонатные доорогенные формации и выделены Сабриягинская и Пестаншорская складчато-надвиговые зоны.

2.2. Стратиграфия

Геологический разрез ТП НГП традиционно подразделяется на два структурных этажа – верхнепротерозойский метаморфический фундамент и палеозойско-мезозойский осадочный чехол. В этой главе приводится характеристика фанерозойской платформенной части осадочного чехла. При написании главы за основу взяты Унифицированные и рабочие региональные стратиграфические схемы разных лет, в разработке которых активное участие принимали сотрудники ТП НИЦ, ВНИГРИ, Института геологии Коми НЦ УрО РАН и других геологических организаций (граф. прил. 7).

Ордовикская система

Ордовик представлен всеми тремя отделами. Мощность образований возрастает в юго-восточном направлении до 3000 м.

Нижний отдел. Нижний ордовик выделяется в объеме тремадокского и аренигского ярусов и представлен красноцветными конгломератами, гравелитами и песчаниками мощностью порядка 1000 м (Приполярный Урал), ритмичным переслаиванием розовых, слюдистых, мелкозернистых песчаников, алевролитов и аргиллитов мощностью 200-1000 м (Хорейверская впадина и Ижма-Печорская синеклиза).

Средний отдел. Средний ордовик в полном стратиграфическом объеме (лланвирнский, лландейльский и карадокский ярусы) известен только на Приполярном Урале. Здесь он в непрерывной последовательности залегает на терригенных нижнеордовикских отложениях и представлен в нижней части песчанистыми известняками с прослоями алевролитов, выше по разрезу циклическим чередованием детритовых известняков и известковых алевролитов и толщей темно-серых известняков. Мощность около 1000 м.
В платформенной части ТП НГП среднеордовикские отложения, залегающие с угловым и стратиграфическим несогласием на образованиях рифейского комплекса, либо со стратиграфическим перерывом на терригенных образованиях нижнего ордовика, представлены в объеме карадокского яруса. В Хорейверской впадине разрез (до 180 м) сложен преимущественно вторичными доломитами с прослоями песчаников, алевролитов и аргиллитов. В юго-восточных районах провинции – переслаиванием красноцветных и сероцветных глинистых доломитов и аргиллитов (35-130 м).

Верхний отдел. Отложения верхнего ордовика (до 700 м) залегают согласно на среднеордовикских образованиях, реже с угловым и стратиграфическим несогласием на породах рифейского комплекса. Верхнему отделу соответствует ашгиллский ярус, в составе которого выделены горизонты: устъ-зыбский, малотавротинский и салюкинский.

В Хорейверской и Верхнепечорской впадинах отложения верхнего ордовика представлены, в основном, серыми, серо-коричневыми доломитами, реже известняками с прослоями ангидритов, аргиллитов. На Приполярном Урале ашгиллский ярус сложен известняками и вторичными доломитами в нижней части разреза и илово-детритовыми вторичными доломитами с прослоями седиментационных доломитов в верхней части. В ходе бурения на гряде Чернышева (Воргамусюрская площадь) и в Косью-Роговской впадине (Кочмесская и Ярвожская площади) вскрыты соленосные верхнеордовикские отложения.

Силурийская система

Силурийские отложения на большей части провинции залегают без перерыва на образованиях верхнего ордовика, реже с несогласием на породах рифейского комплекса (Малоземельско-Колгуевская моноклиналь, северный Тиман) и представлены двумя отделами: нижним и верхним. Мощность силура возрастает в юго-восточном направлении от 200 до 2000 м.

Нижний отдел. В нижнем отделе установлены ярусы: лландоверийский (в объеме джагалского и филиппъельского горизонтов) и венлокский (соответствует седъелъскому горизонту).

Лландоверийский ярус в Хорейверской впадине и на гряде Чернышева сложен вторичными доломитами с прослоями седиментационных сульфатов, мощность достигает 450 м. На Приполярном Урале широкое распространение получили строматолитовые доломиты и известковые гравелиты. В Ижма-Печорской впадине отложения яруса представлены вторичными доломитами, прослоями детритовыми, иногда выщелоченными, мощность 200-350 м. На северном Тимане разрез яруса слагают вторичные доломиты, глинистые доломиты, аргиллиты, песчаники, мощность до 50 м.

Венлокский ярус представлен известняками и вторичными доломитами (Хорейверская впадина) с преобладанием в верхней части седиментационных доломитов, обогащенных глинисто-алевритовым материалом (юг Ижма-Печорской синеклизы и Верхнепечорской впадины). Мощность яруса изменяется от 140 м в Ижма-Печорской синеклизе до 250 м в Хорейверской и возрастает в восточном направлении.

На Приполярном Урале разрез яруса (до 250 м) сложен чередованием известняков детритовых и гравелито-песчаников.

Верхний отдел. Отложения верхнего силура, залегающие согласно на нижнесилурийских, подразделяются на лудловский и пржидольский ярусы. Максимальные мощности (до 900-1000 м) отмечаются в Предуральском прогибе, в Печоро-Колвинском авлакогене и в Варандей-Адзьвинской структурной зоне; в Хорейверской, Верхнепечорской впадинах и Ижма-Печорской синеклизах они не превышают 100-400 м.

Лудловскому ярусу соответствует гердъюский региональный горизонт Урала. В Хорейверской впадине, Варандей-Адзьвинской зоне и в пределах Печоро-Колвинского авлакогена ярус представлен переслаиванием глинистых известняков, седиментационных и вторичных доломитов. Мощность изменяется от 130-220 м в Хорейверской впадине до 500 м в Варандей-Адзьвинской структурной зоне. На Урале и гряде Чернышева ярус представлен известняками и слоистыми доломитами детритовыми, биоморфными мощностью 200-450 м.

На юге Ижма-Печорской синеклизы и Верхнепечорской впадины ярус (60 м) сложен доломитами седиментационными и вторичными, серыми с песчано-алевритовой кварцевой примесью.

Пржидольскому ярусу соответствует гребенской региональный горизонт Урала. В Хорейверской впадине, Варандей-Адзьвинской структурной зоне и Печоро-Колвинском авлакогене ярус представлен чередованием известняков, мергелей и аргиллитов. Известняки серые, зеленовато-серые, микро-тонкозернистые, неравномерно глинистые. В верхней половине разреза в восточных районах провинции (южная часть Варандей-Адзьвинской структурной зоны, гряда Чернышева) встречаются доломитизированные известняки и вторичные доломиты (2-10 м, реже до 15 м), мергели и аргиллиты темно-зеленовато-серые, плитчатые.

Мощность яруса изменяется от 80-100 м в Хорейверской впадине до 400-500 м на валах Печоро-Колвинского авлакогена и в Варандей-Адзьвинской структурной зоне.

На юге Ижма-Печорской и в Верхнепечорской впадине ярус (20-30 м) представлен известняками и мергелями с песчано-алевритовой примесью кварцевого состава.

Девонская система

Девонские образования на большей части ТПП залегают на силурийских и ордовикских отложениях и представлены всеми тремя отделами: нижним, средним и верхним.

Нижний отдел. Отложения нижнего девона, залегающие согласно на верхнем силуре, представлены локховским, пражским и эмским ярусами. По нижнедевонским отложениям выделены две фациальные зоны. Первая с терригенно-сульфатно-карбонатным типом разреза включает районы Варандей-Адзьвинской структурной зоны, Колвинского мегавала, Верхнепечорской впадины, Среднепечорского поднятия. Вторая фациальная зона характеризуется преобладанием терригенных фаций и отсутствием пражских и эмских отложений и охватывает западные районы Денисовской впадины.

Мощность нижнего девона изменяется от 100-400 м в Хорейверской впадине до 1200-1500 м в Печоро-Колвинском авлакогене и в Варандей-Адзьвинской структурной зоне.

Лохковский ярус определен в объеме овинпарминского и сотчемкыртинского горизонтов и имеет наиболее широкое распространение. Разрез яруса на большей части провинции в нижней части представлен мергелями, аргиллитами с прослоями известняков, доломитов мощностью до 1000 м. Выше отложения представлены доломитово-сульфатными породами с терригенной примесью в основании, развитыми в Варандей-Адзьвинской зоне и Хорейверской впадине. Мощность до 420 м.

Пражский ярус и нижнеэмский подъярус соответствуют филиппчукскому горизонту и известны только в Варандей-Адзьвинской зоне и на Приполярном Урале. Горизонт сложен в нижней части (до 160 м) красноцветной терригенной толщей с прослоями доломитов и сульфатов, в верхней (до 140 м) – красноцветными и пестроцветными аргиллитами, алевролитами, известняками.

Верхнеэмскому подъярусу на Приполярном Урале отвечают такатинский и вязовский горизонты (песчаники, алевролиты, конгломераты) мощностью около 180 м.

Средний отдел. Отложения среднего девона трансгрессивно со стратиграфическим перерывом залегают на образованиях от рифейского комплекса до нижнего девона и не имеют повсеместного развития. Наиболее полные разрезы среднего девона известны в районах Ижма-Печорской синеклизы и Верхнепечорской впадины. В среднедевонских отложениях выделяются эйфельский и живетский ярусы.

Эйфельский ярус охватывает койвенский и бийский горизонты в составе нижнеэйфельского подъяруса, кедровский, омринский и колвинский горизонты, слагающие верхнеэйфельский подъярус. Койвенский и бийский горизонты присутствуют, очевидно, только в восточных и северо-восточных разрезах. На остальной территории разрез эйфельского яруса начинается с кедровского горизонта. Не везде присутствует и верхний колвинский горизонт из-за предживетского размыва.

Койвенский горизонт представлен песчаниками, алевролитами и глинами мощностью около 100 м. В юго-восточных районах Ижма-Печорской синеклизы нижнеэйфельский подъярус (сойвинская свита) сложен известняками, часто криноидными, и аргиллитами, аналоги свиты в других районах представлены ритмичным переслаиванием алевролитов и аргиллитов с прослоями песчаников. Мощность отложений до 100 м.

Верхнеэйфельские отложения распространены более широко, чем нижнеэйфельские, присутствие их установлено во всех районах, где развиты среднедевонские отложения.

В юго-восточных районах Ижма-Печорской синеклизы подъярус (мощность до 50 м) представлен известняками органогенными и глинистыми, иногда доломитизированными и глинами, в западных районах глинами с прослоями известняков. В западной части Печоро-Колвинского авлакогена разрез представлен мощными пластами песчаников, ритмично переслаивающимися с маломощными пачками глин и алевролитов мощностью до 1000 м.

На остальной части авлакогена подъярус сложен песчаниками, алевролитами, глинами и известняками. В нижней части разреза преобладают песчаники, ритмично переслаивающиеся с алевролитами, выше появляются аргиллиты с прослоями известняков.

Живетский ярус имеет меньшее распространение, по сравнению с эйфельским.

Ярусу соответствует старооскольский надгоризонт. В пределах Печоро-Кожвинского мегавала нижняя часть надгоризонта (500 м) представлена ритмичным чередованием песчаников, алевролитов и глин, иногда с прослоями известняка. Выше залегают мощные пачки песчаников, переслаивающиеся с алевролитами и глинами.

На Колвинском мегавале и в Денисовской впадине старооскольский надгоризонт представлен в нижней части песчаниками (до 50 м), в верхней – алевролитами и глинами (180 м).

На Южном Тимане разрез сложен песчаниками и алевролитами с прослоями гравелитов и конгломератов в основании разреза. Мощность до 85 м.

Верхний отдел. Наиболее полные разрезы верхнедевонских отложений известны в Ижма-Печорской синеклизе и в Печоро-Колвинском авлакогене. На остальной территории ТПП верхнедевонские отложения залегают трансгрессивно на разновозрастных отложениях – от рифея до среднего девона.

Для верхнедевонских отложений характерна резкая фациальная изменчивость. В направлении с востока на запад выделяются три структурно-фациальные зоны:

1. Зона преимущественного развития доманиковых фаций (восточные районы Ижма-Печорской синеклизы, Верхнепечорская впадина);

2. Зона с терригенно-карбонатным типом разреза (Варандей-Адзьвинская структурная зона, Хорейверская впадина, Колвинский мегавал, центральные районы Ижма-Печорской синеклизы, Южный Тиман);

3. Зона развития преимущественно терригенных отложений (Малоземельско-Колгуевская моноклиналь).

Франский ярус подразделяется на три подъяруса. В составе нижнефранского подъяруса выделены яранский, джъерский и тиманский горизонты.

Яранский горизонт распространен только на севере Печоро-Колвинского авлакогена, на Северном Тимане и в Ижма-Печорской синеклизе. Сложен он разнозернистыми песчаниками, часто с крупной галькой и с линзами гравелитов и конгломератов, с подчиненными прослоями глин. Мощность яранского горизонта изменяется от 55 м (Ижма-Печорская синеклиза) до 370 м (Печоро-Кожвинский мегавал).

Джъерский горизонт, развитый гораздо шире, чем яранский, и трансгрессивно перекрывающий различные горизонты среднего девона и более древние образования, характеризуется изменчивостью мощности. Важная особенность джьерских отложений заключается в присутствии примеси пирокластического материала и развитии базальтовых лав (Северный Тиман, юг Шапкина-Юрьяхинского вала, Малоземельско-Колгуевская моноклиналь). В Ижма-Печорской синеклизе и Верхнепечорской впадине разрез представлен толщей (до 100 м) переслаивания преобладающих в разрезе глин. В пределах Печоро-Кожвинского мегавала разрез мощностью до 800 м сложен ритмичным переслаиванием песчаников, алевролитов и глин.

Тиманский горизонт мощностью до 170 м в Ижма-Печорской синеклизе и Верхнепечорской впадине представлен в нижней части песчаниками и алевролитами, иногда глинистыми, а в верхней – пестроцветными глинами с прослоями алевролитов, песчаников, известняков, содержащих большое количество разнообразных органических остатков. В Варандей-Адзьвинской зоне и Хорейверской впадине горизонт сложен переслаиванием алевролитов, глин, известняков с прослоями песчаников. Мощность до 100 м.

В пределах Печоро-Кожвинского мегавала разрез выполнен глинами с редкими прослоями алевролитов и известняков, в нижней части с прослоями туффитов. Мощность горизонта до 700 м.

На Колвинском мегавале тиманский горизонт мощностью до 220 м сложен глинами с прослоями алевролитов и песчаников и редкими прослоями известняков в верхней части разреза.

Среднефранский подъярус включает в себя саргаевский и доманиковый горизонты.

Саргаевский горизонт на Южном Тимане и в Ижма-Печорской синеклизе представлен в нижней части песчаниками, алевролитами, глинами с прослоями песчанистых известняков, а в верхней – глинами с прослоями мергелей и глинистых известняков, общей мощностью до 70 м.

В Хорейверской впадине и Варандей-Адзьвинской структурной зоне разрез сложен толщей переслаивающихся глин, алевролитов и песчаников с прослоями известняков в верхней части. Мощность до 120 м.

На Малоземельско-Колгуевской моноклинали горизонт представлен красноцветной терригенной толщей с прослоями известковистых песчаников в верхней части разреза. Мощность до 80 м.

Доманиковому горизонту отвечает максимум позднедевонской трансгрессии.

Известны три фациальных типа разреза этого времени: депрессионный, мелководно-шельфовый и рифогенный. Наиболее широко распространен первый из них. Для депрессионного типа разреза характерны доманикоиды (известняки битуминозные и окремненные, силициты) со специфическим набором остатков фауны. Депрессионный тип разреза доманикового горизонта известен на территории Хорейверской впадины, Варандей-Адзьвинской зоны, Южном Тимане, в Ижма-Печорской синеклизе и на Печоро-Кожвинском мегавале. Доманиковый горизонт здесь представлен известняками битуминозными, мергелями, силицитами, обычно тонко переслаивающимися между собой, и редкими прослоями глин. Характерно сильное окремнение, обилие органических остатков. Мощность до 60 м.

Вдоль границ шельфовых палеодепрессий прослеживаются доманиковые барьерные рифы. Рифовые постройки представлены водорослевыми известняками, вторичными доломитами. Мощность горизонта до 330 м.

Мелководно-шельфовый тип разреза известен на территории Малоземельско-Колгуевской моноклинали и на восточном склоне Колвинского мегавала. Для этого типа разреза характерны карбонатно-терригенные образования: алевро-глинистые породы чередуются с обломочными, органогенными и оолитовыми известняками, часто с богатыми остатками раковинной фауны. Мощность отложений до 210 м.

Верхнефранскому подъярусу соответствуют ветласянский, сирачойский, евлановский и ливенский субрегиональные горизонты.

Помимо депрессионного, рифогенного, мелководно-шельфового типов разреза, в позднефранское время в регрессивные фазы развития бассейна, являвшиеся завершающей стадией развития некомпенсированной впадины, формировались толщи заполнения (ветласянское и евлановское время). Толщи заполнения сложены глинами и мергелями с прослоями алевролитов и песчаников. В районах, приближенных к областям сноса, мощность их 100-300 м. В Хорейверской впадине и Ижма-Печорской синеклизе известен ряд одиночных и барьерных органогенных построек сирачойско-евлановско-ливенского и евлановско-ливенского возрастов.

Фаменский ярус делится на три подъяруса.

Нижнефаменскому подъярусу соответствуют горизонты: волгоградский, задонский и елецкий.
В волгоградское время в Тимано-Печорском регионе формировались глинистые толщи заполнения евлановско-ливенских барьерных рифов.

Задонский и елецкий горизонты на Южном Тимане представлены глинами, известняками доломитизированными, с прослоями органогенных известняков, мощностью до 100 м. В южных районах Ижма-Печорской впадины горизонт сложен мергелями, глинами и глинистыми известняками, мощность до 250 м. На Среднепечорском поднятии и в пределах Печоро-Кожвинского мегавала в нижней части разреза присутствуют мергели, глины, с прослоями известняков, в верхней части известняки с прослоями мергелей и глин общей мощностью до 700 м.

Среднефаменскому подъярусу соответствует усть-печорский горизонт, представленный на Малоземельско-Колгуевской моноклинали глинистыми известняками доломитизированными с прослоями мергелей. Мощность горизонта до 200 м. В Варандей-Адзьвинской зоне и в восточных районах Хорейверской впадины горизонт представлен мергелями с прослоями известняков (до 660 м). В Верхнепечорской впадине он сложен известняками обломочными, переслаивающимися с мергелями, содержащими прослои силицитов и битуминозных сланцев. Мощность горизонта до 20 м.

Верхнефаменскому подъярусу соответствует джеболский надгоризонт, который подразделяется на два горизонта: зеленецкий и нюмылгский.

Зеленецкий горизонт на Среднепечорском поднятии и в Верхнепечорской впадине сложен известняками с прослоями битуминозных сланцев в нижней части разреза и глинами с прослоями известняков в верхней. Мощность горизонта до 100 м.

В Варандей-Адзьвинской зоне и восточных районах Хорейверской впадины разрез представлен доломитизированными известняками и доломитами. Мощность до 200 м.

Нюмылгский горизонт сложен глинами и песчаниками с прослоями известняков в подошвенной части, алевролитами, песчаниками и известняками – в кровельной. Общая мощность до 157 м.

Каменноугольная система

Каменноугольные отложения залегают согласно на девонских в Косью-Роговской и Коротаихинской впадинах, на юге Верхнепечорской впадины, в Варандей-Адзьвинской зоне. На остальной территории каменноугольные отложения несогласно перекрывают фаменские отложения.

Нижний отдел включает турнейский, визейский, серпуховский ярусы.

В турнейском ярусе выделяется два подъяруса: нижний и верхний.

Нижнетурнейский подъярус наиболее широко и в полном объеме присутствует на Омра-Лыжском поднятии (Джебольская моноклиналь), в Верхнепечорской и Косью-Роговской впадинах и представлен переслаиванием песчаников, глин и известняками мощностью отложений до 250 м.

Верхнетурнейский подъярус мощностью (130 м) сложен известняками органогенно-обломочными и водорослевыми, иногда с прослоями терригенного материала.

Визейский ярус на большей части территории ТП НГП представлен карбонатными породами. Исключением являются разрезы Верхнепечорской впадины и Печоро-Кожвинского мегавала, где он сложен мощной терригенной толщей.

В составе яруса выделяются два надгоризонта: кожимский и окский.

Кожимский надгоризонт в нижних частях разреза в Варандей-Адзьвинской структурной зоне, на севере гряды Чернышева, в центральной части Верхнепечорской впадины сложен преимущественно известняками и доломитами с прослоями аргиллитоподобных глин мощностью до 65 м.

В Косью-Роговской впадине, на севере Печоро-Колвинского авлакогена, на юге Печоро-Кожвинского мегавала, а также в Верхнепечорской и Большесынинской впадинах надгоризонт представлен известняками мощностью до 60 м.

В верхней части надгоризонта выделен бобриковский горизонт, представленный терригенными образованиями с редкими прослоями известняков. Горизонт мощностью 100 м распространен в пределах Малоземельско-Колгуевской моноклинали, в Верхнепечорской и Косью-Роговской впадинах.

На большей части территории нижняя часть окского надгоризонта представлена песчаниками и глинами с прослоями известняков. В Косью-Роговской и Коротаихинской впадинах отложения, в основном, карбонатные. Мощность отложений до 700 м.

Серпуховский ярус подразделен на нижне- и верхнесерпуховский подъярусы.

Нижнесерпуховский подъярус представлен доломитами, ангидритами, брекчиями доломитов (тарусский + стешевский горизонты), мощность отложений до 300-350 м.

Верхнесерпуховский подъярус установлен в Косью-Роговской и Верхнепечорской впадинах, частично в Варандей-Адзьвинской зоне и представлен, в основном, известняками органогенно-обломочными, иногда с прослоями глин. Мощность отложений составляет 140 м.

Средний отдел на значительной части провинции залегает со стратиграфическим перерывом на нижележащих нижнекаменноугольных образованиях, за исключением Предуральского прогиба.

В среднем отделе установлены башкирский и московский ярусы.

Башкирский ярус почти повсеместно в провинции представлен известняками детритовыми, мелкодетритовыми, органогенно-обломочными с прослоями глин и доломитов. Мощность яруса составляет 200 м.

Московский ярус на большей части региона залегает с перерывом на башкирском и подразделяется на два подъяруса: нижний и верхний.

Нижнемосковский подъярус сложен известняками с прослоями глин. Мощность 100 м.

Верхнемосковский подъярус представлен карбонатными породами: известняками, доломитизированными известняками и доломитами мощностью до 100 м.

Верхний отдел. Верхнекаменноугольные отложения залегают согласно на среднекаменноугольных и распространены менее широко, чем среднекаменноугольные. Верхний карбон подразделяется на касимовский и гжельский ярусы.

Касимовский ярус сложен известняками водорослевыми и фораминиферовыми, детритовыми с желваками кремней. Мощность яруса до 120 м.

Гжельский ярус представлен органогенными известняками с многочисленными фораминиферами. Мощность отложений до 60 м.

Пермская система

Пермские отложения на большей части ТП НГП залегают согласно на верхнекаменноугольных или со стратиграфическим перерывом с выпадением разных частей разреза от верхнего карбона до низов ассельского яруса (Варандей-Адзьвинская зона, гряда Чернышева, Большесынинcкая, Косью-Роговская и Коротаихинская впадины).

Нижний отдел. В нижней перми выделяются ассельский, сакмарский, артинский и кунгурский ярусы в карбонатных фациях.

Ассельский ярус в южной части Печоро-Колвинского авлакогена и Хорейверской впадины, в юго-восточной части Ижма-Печорской впадины и на восточном склоне Южного Тимана в нижней части разреза представлен известняками детритовыми, биоморфно-детритовыми, прослоями биогермными; верхняя часть разреза сложена известняками детритовыми, биоморфно-детритовыми, прослоями биогермными, преимущественно водорослевыми, с прослоями мергелей общей мощностью 160 м.

На большей части Варандей-Адзьвинской зоны и в Косью-Роговской впадине верхней части разреза соответствует сезымская свита или «мергелистый» горизонт, сложенный сероцветными глинами, мергелями и известняками в нижней части.

Сакмарский ярус присутствует в юго-восточной части Ижма-Печорской синеклизы, в Верхнепечорской впадине и в Варандей-Адзьвинской структурной зоне.

В этих районах разрез сложен известняками детритовыми, фузулинидово-криноидными мощностью до 200 м.

Артинский ярус подразделяется на нижний и верхний подъярусы.

Нижнеартинский подъярус в нижней части сложен глинами, песчаниками, тонкослоистыми мергелями с линзами известняков, его мощность достигает 800 м. В верхней части подъяруса залегают глины и алевролиты с редкими прослоями песчаников; присутствуют мергелистые, кремнисто-мергелисто-глинистые конкреции. Мощность подъяруса до 2000 м.

Верхнеартинский подъярус представлен песчаниками и алевролитами с пачками алевритовых глин, содержит многочисленные мергелистые, кремнисто-мергелистые конкреции, на северо-востоке отмечаются прослои углистых пород, известняков. Мощность подъяруса до 1500 м.

Кунгурский ярус в Верхнепечорской впадине сложен сульфатно-терригенно-соленосными и сульфатно-карбонатными отложениями.

На остальной части провинции ярус представлен карбонатно-глинистыми породами с прослоями известняков мощностью до 160 м.

В разрезе яруса в северо-восточной части бассейна известна Воркутская серия, представляющая собой толщу угленосных отложений, которая содержит лучшие угли Печорского угольного бассейна.

На территории Печоро-Кожвинского мегавала и Большесынинской впадины разрез сложен толщей переслаивающихся алевролитов и известковистых песчаников мощностью 400-500 м.

В Верхнепечорской впадине ярус мощностью от 100 до 700 м представлен терригенно-сульфатными породами с пластами каменной соли в верхней части разреза. На востоке впадины ярус сложен аргиллитами и алевролитами с прослоями песчаников, с пластами ангидритов и гипсов. Западнее терригенные породы замещаются карбонатами и сульфатами.

Верхний отдел расчленяется на уфимский, казанский и татарский ярусы, представленные терригенными отложениями.

Уфимский ярус в нижней части сложен:

- песчаниками, алевролитами и глинами с прослоями углистых глин и углей мощностью до 200 м (юг Печоро-Кожвинского мегавала и Хорейверской впадины);

- глинами, алевролитами, песчаниками и мергелями, переслаивающимися между собой, мощностью до 50 м (Верхнепечорская впадина и юго-восток Ижма-Печорской синеклизы);

- глинами, алевролитами с редкими прослоями песчаников мощностью до 120 м (Малоземельско-Колгуевская моноклиналь, север Печоро-Кожвинского мегавала и Хорейверской впадины);

- песчаниками, алевролитами, аргиллитами, углистыми аргиллитами мощностью от 370 м до 1300 м (Коротаихинская и Косью-Роговская впадины).

Верхняя часть разреза уфимского яруса сложена:

- песчаниками с редкими прослоями алевролитов и глин. Мощность этой части разреза до 70 м (Малоземельско-Колгуевская моноклиналь, Печоро-Колвинский авлакоген, север Ижма-Печорской синеклизы);

- глинами красноцветными, переслаивающимися с песчаниками и алевролитами, реже мергелями мощностью до 250 м (север Ижма-Печорской впадины); 

- пестроцветными и красноцветными глинами и алевролитами с конкрециями водорослевых известняков, с прослоями песчаников, мощностью 340 м (Печоро-Кожвинский мегавал, Среднепечорское поперечное поднятие, Большесынинская впадина);

- песчаниками с прослоями гравелитов, алевролитами, аргиллитами, углями. Мощность до 1100 м (Варандей-Адзьвинская зона, Коротаихинская и Косью-Роговская впадины);

- красноцветными глинами и алевролитами мощностью до 500 м (Хорейверская впадина);

- песчаниками, алевролитами и глинами с редкими прослоями мергелей и известняков мощностью до 80 м (Верхнепечорская впадина).

Казанский ярус в пределах Малоземельско-Колгуевской моноклинали, Печоро-Колвинского авлакогена и на севере Ижма-Печорской синеклизы представлен переслаивающимися песчаниками, алевролитами и глинами с редкими прослоями известняков с сидеритовыми конкрециями. Мощность отложений до 200 м.
В юго-восточной части Ижма-Печорской впадины преобладают пестроцветные глины, алевролиты, песчаники с прослоями мергелей. В верхней части разреза присутствуют прослои сероцветных пород и прослои углистых глин. Мощность до 250 м.
На территории Печоро-Кожвинского мегавала, Хорейверской и Большесынинской впадин отложения казанского яруса представлены песчаниками, алевролитами, глинами с прослоями углистых глин и углей. Мощность до 230 м.
Татарский ярус на большей части территории провинции сложен песчаниками с прослоями конгломератов, алевролитами, глинами с прослоями углей. Породы содержат включения известково-сидеритовых конкреций. Мощность яруса до 2070 м.

Триасовая система

Триасовые отложения имеют широкое площадное распространение и отсутствуют только на наиболее приподнятых участках крупных положительных структур, а также на большей части Косью-Роговской впадины.
Нижний отдел на территории ТП НГП представлен красноцветными песчаниками и глинами. В нижнетриасовых отложениях выделена чаркабожская и харалейская свиты в Печорской синеклизе, в Предуральском прогибе выделяются возрастные аналоги этих свит, отличающиеся существенно песчаным составом и большими мощностями: лестаншорская свита в Коротаихинской впадине, усть-березовская, бызовская и краснокаменская свиты в Большесынинской и Верхнепечорской впадинах.
Чаркабожская свита представлена цикличным переслаиванием зеленовато-серых песчаников (в основании с галькой и гравием), алевролитов и глин зеленовато-серых и шоколадно-коричневых.
По минералого-петрографическому составу свита подразделяется на две подсвиты: нижнечаркабожскую (15-120 м, на юге до 200 м), обогащенную материалом перемытой коры выветривания подстилающих отложений и верхнечаркабожскую (40-230 м) с большим содержанием привнесенного материала из зеленокаменной зоны Палеоурала.
В восточных районах Печорской плиты (гряда Чернышева) в основании разреза выде ляется эффузивно-осадочная толща, состоящая из 1-2 покровов базальтов и межбазальтовых терригенных отложений мощностью до 50 м.
Харалейская свита представлена ритмопачками, состоящими из песчаников, иногда с прослоями конгломератов в основании и пласта алевролитов и глин в верхних частях ритмов. Мощность харалейской свиты на территории Печорской синеклизы изменяется от 40 м до 250 м.
Средний и верхний отделы. В нижней части среднего триаса (анизийский ярус) выделена ангуранская свита, которой соответствуют керьямаельская свита в Большесынинской и Верхнепечорской впадинах и нядейтинская в Коротаихинской впадине. Верхней части среднего триаса и верхнему триасу отвечают нарьянмарская свита в Ижма-Печорской синеклизе, коротаихинская – в Коротаихинской впадине и большесынинская серия в Большесынинской и Верхнепечорской впадинах.
Ангуранская свита (40-290 м) согласно залегает на харалейской и сложена пестроцветными глинами с подчиненными прослоями серо-цветных песчаников, алевролитов и глин с растительными остатками. Керьямаельская (до 220 м) и нядейтинская свиты (до 700 м) сложены пестроцветными глинами, сероцветными песчаниками, алевролитами и глинами с растительными остатками.
Нарьянмарская свита подразделяется на две подсвиты. Нижненарьянмарская подсвита представлена глинами серыми, темно-серыми, прослоями зеленовато-серыми, песчаниками и алевролитами. Мощность до 100 м. Верхненарьянмарская подсвита сложена серыми песчаниками, алевролитами и глинами. Мощность подсвиты до 540 м, на шельфе Баренцева моря возрастает до 900 м. Коротаихинская свита представлена циклически переслаивающимися сероцветными песчаниками, алевролитами и аргиллитами. Мощность достигает 1380 м.

Юрская система

Юрские отложения распространены повсеместно на территориях Ижма-Печорской синеклизы, Печора-Колвинского авлакогена и Хорейверской впадины, в Предуральском прогибе они занимают небольшие площади на северо-западе Косью-Роговской впадины. Отложения юры залегают с угловым и стратиграфическим несогласием на разных по возрасту отложениях: от силура до триаса. Мощность юрских отложений возрастает в северо-западном направлении и достигает максимальных значений в центральной части Денисовской впадины.
Нижний отдел. Отложения нижней юры подразделяется на две пачки.
Нижняя пачка сложена олигомиктовыми песками и слабо сцементированными песчаниками. Верхняя пачка представлена глинами каолинит-хлоритового состава. Мощность нижнеюрских отложений не превышает 50-90 м.
Средний отдел. Среднеюрские отложения характеризуются резким увеличением площади распространения, по сравнению с нижнеюрскими, и подразделяются на песчаную толщу (ааленский-байоский и батский ярусы), мощностью 50-200 м, и преимущественно глинистую толщу (келловейский ярус). Мощность келловейских отложений увеличивается в северо-западном направлении и достигает максимальных значений в центральных районах Денисовской впадины – до 110 м.
Верхний отдел. Верхнеюрские образования выделяются в объеме нерасчлененных оксфордского-кимериджского ярусов и волжского яруса. Площадь распространения незначительно сокращена по сравнению с келловеем.
Оксфордский и кимериджский ярусы представлены алевролитами, песчаниками и глинами с глауконитом. Значительное увеличение мощности осадков с запада на восток (от 1 м до 185 м) происходит за счет нарастания объема кимериджского яруса.
Волжский ярус представлен глинами серыми, прослоями переходящими в мергели.
Мощность волжских отложений увеличивается в северном направлении и достигает максимального значения (120 м) в центральной части Хорейверской впадины.

Меловая система

Представлена нижним отделом на большей части Ижма-Печорской синеклизы. Верхнемеловые отложения выявлены в единичных разрезах Верхнеадзьвинской депрессии. Более широко они распространены по восточному борту Косью-Роговской впадины.

Нижний отдел. В нижнем отделе мела мощностью 50-350 м выделены неокомский надъярус в объеме берриасского, валанжинского, готеривского и барремского ярусов, нерасчлененные аптский и альбский ярусы. Неоком сложен глинами, алевролитами и песчаниками. Апт-альбские отложения представлены песками и алевролитами с прослоями глин и бурых углей.
Верхний отдел. Залегает с угловым и стратиграфическим несогласием на различных горизонтах палеозоя, в основном, перми. Представлены песками, с галькой, опоками, «банками» устриц.
Мощность верхнего мела достигает 185-200 м.

2.3. Структурно-формационная и геохимическая характеристики

комплексов пород осадочного чехла

2.3.1. Структурно-формационная характеристика

В составе осадочного чехла ТП НГП выделяется ряд структурно-формационных комплексов (СФК), отделенных друг от друга региональными перерывами. Каждому СФК, формирование которого тесно связано с определенным тектоническим этапом развития региона, присущ характерный набор формаций и единообразие структурного плана (рис. 2.2, табл.  2.1).
Формационный анализ, с одной стороны, дает представления о вещественном и фациальном составе геологических тел, слагающих осадочный чехол нефтегазоносных регионов, а с другой, отражает динамику этого режима и направленность геотектонического развития нефтегазоносного региона и его частей.
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Условные обозначения к рис. 2.2:

1 – глинисто-песчаная морская моласса; 2-13 – формации: 2 - песчаная, 3 - глинисто-песчаная, 4 - песчано-глинистая, 5 - глинистая, 6 - мергельно-песчаная, 7 - мергельная, 8 - глинисто-известняковая, 9 - мергельно-известняковая, 10 - известняковая, 11 - доломито-известняковая, 12 - доломитовая, 13 - сульфатно-доломитовая; 14 - песчано-сланцевая и сланцевая формации верхней части рифейского комплекса; 15 - угленосные песчано-глинистая и глинисто-песчаная формации; 16 - слабо угленосные формации; 17 - сланценосные формации; 18 - границы формаций; 19 - поверхности размыва на границах СФК.

Геоблоки: I - Кольско-Мезенский геоблок (восточная часть), II - Тиманский мегаблок, III - Ижма-Печорский мегаблок, IV - Печоро-Колвинский мегаблок, V - Большеземельский мегаблок, VI - Варандей-Адзьвинский блок, VII - Косью-Роговской блок.

В строении платформенного комплекса ТП НГП преобладают платформенные формации, объем орогенных формаций Предуральского краевого прогиба составляет около 6% от общего объема формаций региона. При выделении и классификации платформенных формаций в качестве основного признака принимается вещественный состав, или преобладающий набор пород, в сумме дающий до 75-80%. Порода, присутствующая в количестве менее 25-20%, как правило, не должна учитываться, так как в противном случае теряется смысл формационного анализа из-за подавления основных закономерностей мелкими деталями. Это не относится к таким породам, как каменный уголь или соль, поскольку даже небольшое их присутствие может явиться одним из характерных признаков формации.
Другим существенным признаком при выделении формаций является их внутреннее строение: взаимоотношения фаций, форма тел, слагающих формации, характер переслаивания пород, их ритмичность и т. д.

Вендско-нижнекембрийский (?) СФК, образование которого обусловлено позднебайкальским этапом тектогенеза, по вещественным и структурно-формационным признакам, соответствует валдайско-балтийским отложениям Русской плиты. СФК представлен красноцветной, реже сероцветной, песчаной и песчано-глинистой формациями. Наличие формаций этого СФК предполагается в пределах Предуральского прогиба.

Нижнеордовикский СФК, связанный с движениями раннекаледонского этапа тектогенеза, представлен терригенными, в значительной мере красноцветными отложениями седьельской и нибельской свит.
Накопление кварцевых песчаников седьельской свиты, представляющих собой красноцветную олигомиктовую субформацию, происходило за счет выноса реками кварцсодержащих пород карелид Восточно-Европейской платформы.
Генезис пород нибельской свиты – сероцветной, песчано-глинистой субформации связывается с интенсивным размывом Палеотимана, сложенного метаморфическими сериями байкалид. Мощность этих прибрежно-морских и в большей степени лагунно-континентальных отложений колеблется от нескольких метров до 1 км.

Распространение их ограничено Ижма-Печорской синеклизой и Хорейверской впадиной, где данными отложениями заполнены палеопрогибы эпибайкальской плиты.

Среднеордовикско-нижнедевонский СФК, соответствующий проявлению позднекаледонского тектогенеза, представлен карбонатными образованиями. Нижняя часть СФК объединена в галогенно-терригенно-карбонатную субформацию среднего-верхнего ордовика, состоящую из преимущественно морских пород.

На Кочмесской и Ярвожской площадях Косью-Роговской впадины галогенная часть разреза представлена каменной солью (вскрытая мощность 100-500 м). Мощность субформации меняется от 100 м на западе до 800 м на востоке.
Известняково-доломитовая субформация распространена практически на всей территории бассейна и по возрасту соответствует силуру. Для отложений характерно присутствие кораллово-строматопоровых и водорослево-строматопоровых известняков. Мощность субформации изменяется от 700 м до 1,5 км.
Завершает разрез СФК терригенно-сульфатно-карбонатная субформация нижнего девона мощностью от 1800 м до 0-500 м (на палеоподнятиях). Максимальная мощность зафиксирована в пределах Печоро-Колвинского авлакогена.
Среднедевонско-раннефранское (яранское) время (среднедевонско-нижнефранский СФК) характеризуется накоплением сероцветной олигомиктовой терригенной формации. На значительной части ТП НГП (за исключением Верхнепечорской, Косью-Роговской впадин и Печоро-Кожвинского мегавала) раннегерцинский этап начинается глинисто-песчаниковой аллохтонной субформацией, сложенной преимущественно кварцевыми песчаниками и алевролитами мощностью 100-400 м с наращиванием в сторону Уральского перикратона.

Латеральным продолжением формационного ряда является карбонатно-терригенная автохтонная субформация. По времени накопления обе субформации синхронны.
В особую грабеновую формацию выделяется мощная толща (до 1500 м) песчаников и алевролитов, приуроченная к Печоро-Кожвинскому мегавалу.
Формированием нижнефранско (джьерско) - турнейского СФК завершается ранний этап герцинского тектогенеза. В его объеме выделены две формации – эффузивно-терригенная нижнефранская поддоманиковая, наибольшие мощности которой наблюдаются в разрезах Печоро-Кожвинского мегавала и на северном Тимане и терригенно-карбонатная среднефранско-турнейская. Особое место в объеме формации занимают рифогенные образования, обозначенные особой субформацией, а также глинистые известняки и мергели Джебольской ступени и Верхнепечорской впадины, составляющие карбонатно-терригенную субформацию клиноформного заполнения.
Визейско-нижнеартинский СФК отвечает среднегерцинскому этапу тектогенеза. В основании СФК почти повсеместно залегает угленосно-терригенная нижнесредневизейская формация. Ее характерная особенность – наличие темно-серых до черных углистых глин (аргиллитов) иногда с маломощными прослойками углей. Мощность формации увеличивается с запада на восток от 20 до 300-350 м.
Вся вышележащая часть СФК характеризуется повсеместным развитием карбонатной формации поздневизейско-раннепермского возраста, в составе которой преобладают органогенно-обломочные или слоистые известняки с линзами кремней, включениями ангидрита, с подчиненными прослоями доломитов, а на уровне верейского горизонта с маломощными прослоями глин. Характерно наличие внутриформационных перерывов. Так, на отдельных участках из разреза выпадают отложения верхнего карбона или ассельского яруса. Мощности формации, занимающей почти всю территории провинции, довольно выдержаны и составляют 300-500 м, лишь в отдельных районах увеличиваясь до 600-800 м.

На западном склоне Урала визейско-каменноугольная часть сменяется формацией краевых поднятий, а нижнепермская и местами верхнекаменноугольная, соответственно – флишевой и сероцветной молассовой формацией. Между областью развития последних и слоистыми известняками карбонатной платформенной формации находится комплекс отложений, латерально включающий с запада на восток нижнепермские рифогенные известняки и относительно глубоководные депрессионные образования (сезымская свита), выделенные в самостоятельные субформации.
Толщина формации меняется от 2 км на Тимане до 1,3-1,5 км в Предуральском прогибе и на западном склоне Урала.

Табл. 2.1

Структурно-формационное деление

осадочного чехла Тимано-Печорской НГП [10]
	Циклы тектогенеза
	Структурные этажи (стадии развития)
	Структурные подэтажи (этапы развития)
	Формации
	Субформации
	Нефтегазоносные комплексы (НГК)
	Нефтегазоносные подкомплексы (НГПК)

	Среднепалеозойско-раннемезозойский (герцинский)
	Верхнеартинско-триасовый

(позднегерцинский)
	
	Сероцветно-красноцветная верхняя молассовая верхнепермско-триасовая

Р2-Т
	Красноцветно-пестроцветная триасовая Т

Угленосная верхнепермская Р2
Сероцветно-красноцветная прибрежно-морская и лагунно-континентальная верхнепермская Р2
	Триасовый терригенный

Т

Верхнепермский терригенный

Р2
	

	
	
	
	Сероцветная нижняя молассовая артинско-кунгурская Р1ar-k
	Угленгосно-терригенная кунгурская Р1k
Терригенно-карбонатно-галогенная кунгурская Р1k
	Нижнепермский галогенно-карбонатно-терригенный

Р1arтерр.-Р1k
	Кунгурский терригенно-карбонатно-галогенный Р1k

	
	Нижневизейско-нижнеартинский (среднегерцинский)
	
	Карбонатная верхневизейско-нижнепермская

С1v2-P1карб.
	Нижнепермская мергелистая ассельско-сакмарская (сезымская) Р1а-Р1s
Нижнепермская рифогенная ассельско-нижнеартинская Р1а-Р1ar1
	Верхневизейско-нижнепермский карбонатный

С1v3-P1карб.
	Нижнепермский карбонатный

Р1а-Р1arкарб.

	
	
	
	
	
	
	Окско-верхнекаменно-

угольный карбонатный С1ok-C3

	
	
	
	Угленосно-терригенная нижне-верхневизейская

С1v1-2
	
	Нижне-средневизей​ский терригенный

С1v1-2
	

	
	Среднедевонско-турнейский (раннегерцинский)
	Нижнефранско (джъерско)-турнейский
	Терригенно-карбонатная среднефранско-турнейская D3f2-С1t1
	Карбонатно-терригенная клиноформного заполнения D3fm-C1t
	Доманиково-турнейский карбонатный

D3dm-C1t
	Карбонатно-терригенный D3fm-C1t

	
	
	
	
	Доманикоидная относительно глубоководного шельфа D3dm-C1t ?
	
	Доманикоидный

D3dm-C1t

	
	
	
	
	Рифогенная D3dm-C1t ?
	
	Рифогенный D3dm-C1t

	
	
	
	
	Сульфатно-терригенно-карбонатная мелководно-шельфовая D3f2-C1t
	
	Карбонатный D3dm-C1t

	
	
	
	Эффузивно-терригенная нижнефранская поддоманиковая D3f1
	Терригенная грабеновая

D2-D3f1
	Среднедевонско-нижнефранский (поддоманиковый)

терригенный 

D2-D3sr
	Нижне-средне​франский эффузивно-карбонатно-терригенный D3f1-2

	
	
	Среднедевонско-нижнефран-ский (франский)
	Сероцветная олигомиктовая терригенная среднедевонско-нижнефранская D2-D3f1
	Карбонатно-терригенная автохтонная D2-3
Глинисто-песчаниковая аллохтонная D2-3
	
	Среднедевонско-нижнефранский терригенный D2-D3f

	Раннеполеозойский (каледонский)
	Ордовикско-нижнедевонский (каледонский)
	Среднеор-довикско-нижнедевон-ский
	Терригенно-карбонатная среднеордовикско-нижнедевонская О2-D1
	Терригенно-сульфатно-карбонатная D1
Известково-доломитовая S
Галогенно-терригенно-карбонатная О2-3
Сероцветная песчано-глинистая О2
	Среднеордовикско-нижнедевонский карбонатный

О2-D1
	Нижнедевонский терригенно-сульфатно-карбонатный D1
Силурийский карбонатный S
Средне-верхнеордовикский галогенно-карбонатный О2-3

	
	
	Верхнекем-брийско-нижнеор-довикский
	Красноцветно-сероцветная терригенная верхнекембрийско-нижнеордовикская (3-О1
	Красноцветная олигомиктовая (3-О1
	Нижнеордовикский терригенный

О1
	


Верхнеартинско-триасовый СФК связан с позднегерцинским этапом, оказавшим наибольшее влияние на формирование структурного плана региона. В первую очередь тектонические движения этого этапа обусловили возникновение Уральской складчатой системы с образованием компенсационной структуры – Предуральского краевого прогиба, в котором отлагались весьма специфические формации.

Начинается разрез этого орогенного комплекса сероцветной нижней молассовой верхнеартинско-кунгурской формацией.
Формация представлена ритмичным чередованием песчаников, алевролитов, глин и каменных углей. Отложения формации мощностью до 2 км и более широко распространены во впадинах Предуральского прогиба. В Верхнепечорской впадине с этой формацией связана 900-метровая терригенно-карбонатно-галогенная субформация, включающая сульфатные и соленосные отложения кунгурского яруса. Другим спутником сероцветной молассы является широко распространенная в Косью-Роговской и Коротаихинской впадинах угленосно-терригенная субформация воркутской серии, соответствующей по объему кунгурскому ярусу нижней перми.
Завершается формационный ряд СФК сероцветно-красноцветной верхней молассовой верхнепермско-триасовой формацией мощностью до 4 км. В Косью-Роговской и Коротаихинской впадинах в позднепермскую эпоху продолжалось накопление угленосной субформации мощностью до 3,8 км. Наряду с пластами углей, углистых алевролитов и аргиллитов она содержит значительное количество грубообломочных пород – крупнозернистых песчаников, конгломератов и гравелитов. Западнее, в Хорейверской и Денисовской впадинах накапливались терригенные отложения морского и лагунно - континентального генезиса.
Триасовый период характеризовался накоплением толщ моласс мощностью от 1 км в Верхнепечорской впадине до 4 км в Коротаихинской. Близкая обстановка седиментации наблюдалась в Денисовской и Хорейверской впадинах.
Среднеюрский СФК, залегающий с длительным стратиграфическим перерывом на триасовом, представлен в восточной части региона сероцветной песчаной формацией, мощностью около 150 м. В западной части она сменяется глинисто-песчаной формацией мощностью около 100 м.
Верхнеюрский СФК в восточной половине региона представлен сероцветной песчано-глинистой формацией, в западной – глинистой формацией. Их мощности в зависимости от глубины предмелового размыва колеблются от 120 до 250 м.
Нижнемеловой СФК сложен слабо угленосной песчано-глинистой формацией. Ее максимальная мощность достигает 200 м.

Применяя формационный метод для решения задач нефтяной геологии, нужно иметь в виду, что ассоциации пород, слагающих формацию, помимо своего однотипного или близкого состава должны обладать и определенной общностью своих коллекторских и экранирующих свойств. Все это вместе взятое и характеризует особенности осадочной формации как природного резервуара. Соответственно, определенный набор формаций, составляющий СФК, образовавшихся в течение определенной фазы тектонического развития, может рассматриваться в любом осадочном бассейне как потенциальный или реальный НГК.

Формационный состав отложений оказывает существенное влияние на характер и масштабы нефтегазоносности осадочного чехла. На примере Тимано-Печорского и других платформенных седиментационных бассейнов установлено, что наиболее продуктивными являются терригенные НГК, в которых преобладающее развитие имеют сероцветные морские песчано-глинистые формации. Среди карбонатных НГК наибольшим нефтегазовым потенциалом обладают комплексы, сложенные известняковой формацией, особенно вкупе с рифовой субформацией.

2.3.2. Геохимическая характеристика органического вещества

Геохимическое изучение горных пород и углеводородных флюидов, проводилось во ВНИГРИ, ВНИГНИ, МГУ, ТП НИЦ, Институте геологии Коми НЦ, а также в ряде других организаций. Вопросами геохимических исследований на территории провинции занимались в разные годы многие исследователи, в том числе Анищенко Л. А., Баженова Т. К., Гейро С. С, Гольдберг И. С, Горбань В. А., Данилевский С. А., Жукова А. В., Зеличенко И. А., Лебедева Г. В., Мелихова К. Д., Наливкин В. Д., Неручев С. Г., Рагозина Е. А., Склярова 3. П., Соболев В. С, Старостин В. К., Удот В. Ф. и др. [1, 5, 10 и др.]. В табл. 2.2 приведены основные характеристики нефтегазоматеринских толщ, выделяемых Т. К. Баженовой в ТП НГП.

Далее рассматриваются фоновые изменения рассеянных геофлюидальных углеводородных систем и факторы, обусловливающие аномалии их состава с целью выявления характера реализации генерационного потенциала. Главной целью этого анализа является выявление общих и особенных условий реализации генерационного потенциала органического вещества (ОВ) в каждом из выделяемых в ТП НГП нефтегазоносных комплексов (НГК).

Табл. 2.2

Основные характеристики нефтегазоматеринских толщ

Тимано-Печорской НГП (по Т.К.Баженовой [10])

	№№п/п
	Возраст
	Мощность, м
	Диапазон

концентраций ОВ Снк, %
	Основные
генетические типы ОВ

	
	
	
	на породном уровне
	на формационном уровне (осредненное)
	

	1
	S1
	20-200
	0.1-1.05
	0.15-0.6
	Альгогенные сапропелиты, оксисорбо-сапропелиты

	2
	S2
	50-300
	0.1-2.06
	0.15-0.55
	Альгогенные сапропелиты, оксисорбо-сапропелиты

	3
	D1
	100-1000
	0.1-13.16
	0.25-1.50
	Альгогенные сапропелиты, оксисорбо-сапропелиты, гумито-сапропелиты

	4
	D2
	20-200
	0.1-2.36
	0.25-1.5
	Альгогенные сапропелиты, оксисорбо-сапропелиты, гумито-сапропелиты

	5
	D3tm-sr
	20-200
	0.2-4.07
	0.2-1.2
	Альгогенные сапропелиты, оксисорбо-сапропелиты, гумито-сапропелиты

	6
	D3dm
	10-100
	0.11-23.66
	0.8-5.50
	Альгозоогенные сапропелиты

	7
	D3f2-C1t
	40-300
	0.1-21.65
	0.6-2.2
	Альгозоогенные сапропелиты

	8
	P1ar
	50-1000
	0.04-3.04
	0.2-1.2
	Гумито-сапропелиты, сапропелито-гумиты

	9
	P1k
	50-700
	0.2-25.0
	0.5-2.0
	Сапропелито-гумиты


Изучение влияния интенсивности катагенеза исходного ОВ на реализацию его генерационного потенциала создает основу для рассмотрения эволюции различных типов ОВ в нефтегазоносных комплексах ТП НГП и определения характера генерации УВ. Закономерности химического состава битумоидов, обусловленные степенью катагенной преобразованности и реальным положением границ зон катагенеза в осадочном чехле, отражают темп генерационных процессов и интенсивность эмиграции. В итоге определяется глубинное положение границ главной зоны нефтеобразования для нефтегазоматеринских пород (НГМП) различного возраста, содержащих ОВ разных генетических типов (табл. 2.3)

Результаты исследования образцов, отобранных из среднеордовикско-нижнедевонского НГК, показывают, что степень преобразованности ОВ соответствует уровню от МК2 до АК.

Минимальный для этого комплекса уровень катагенетического преобразования, соответствующий этапу МК2, выявлен в разностях, отобранных с глубин 2-2,5 км. Тип исходного ОВ диагностируется как сапропелевый и смешанный гумусово-сапропелевый с преобладанием сапропелевой составляющей. Процессы генерации УВ протекают достаточно активно: концентрация хлороформенного битумоида (ХБ) в породе составляет 0,014-0,10%, битумоидный коэффициент (хб – 8,8. В элементном составе битумоидов отмечается повышенное содержание углерода – от 81,4 до 85,67%, водорода – от 11,2 до 11,63%, и небольшая концентрация гетероэлементов – O+N+S – 3,01-7,37%. Коэффициент превращенности, рассчитываемый как отношение суммарного содержания углерода и водорода к гетероэлементам, имеет высокое значение – 12,6-32,2.

Табл. 2.3

Глубины проявления главных фаз нефтеобразования (ГФН)

и газообразования (ГФГ) в Тимано-Печорской НГП [1]

	НГК
	ГФН
	ГФГ

	
	начало
	Активная

фаза
	конец
	начало

	
	стадия
	глубина
	
	стадия
	глубина
	стадия
	глубина

	Р2
	ПК3
	1,6
	не проявляется
	МК2
	3,0
	МК3
	3,5

	Р1
	МК1
	2,1
	не проявляется
	МК3
	3,0
	МК4
	4,0

	D3f2-C1t
	МК1
	1,9
	МК2(2,5 км)-МК3 (3,9 км)
	МК4
	4,2
	МК4
	4,2

	D2-D3f1
	МК2
	2,5
	МК3(3,3 км)-МК4 (4,3 км)
	МК4
	4,5
	МК5
	4,5

	О2-3-D1
	МК2
	2,2
	МК3(2,9 км)-МК4 (4,0 км)
	МК5
	5,0
	АК1
	5,0


Примечание: МК – мезокатагенез, АК – апокатагенез.
Доля УВ при этом невелика – 31,2-43,5%, спиртобензольные смолы в 2,66 раза превалируют над бензольными, асфальтены (3,7-11,6%) в большинстве случаев преобладают над асфальтогеновыми кислотами (3,1-6,4%); отношение концентрации асфальтогеновых кислот к асфальтенам составляет 0,67.

Перечисленные характеристики подтверждают преобладание в исходном органическом веществе сапропелевой составляющей и свидетельствуют о начале генерационных процессов, протекающих в главной зоне нефтеобразования (ГЗН).
Максимальная глубина, с которой были отобраны образцы, находящиеся на стадии мезокатагенеза МК3, достигает 4 км, битумоиды генетически связаны с сапропелевым и гумусово-сапропелевым ОВ; преобладание гумусовой составляющей отмечается в единичных случаях, что естественно для отложений древнего НГК.
На стадии МК3 в ОВ ордовикско-нижнедевонского НГК отмечаются активно протекающие процессы генерации и эмиграции УВ, о чем свидетельствует широкий диапазон изменения геохимических показателей.
В большей части образцов битумоидов из сапропелевого ОВ (около 70%) фиксируется высокая концентрация углерода и водорода – 83,1-85,7% и 10,9-12,9% соответственно, и небольшое содержание гетероэлементов – до 2,38-5,99%. Хотя средние значения параметров элементного состава битумоидов остаются почти на том же уровне, что и на этапе МК2, широкий диапазон изменения концентраций отражает интенсивную эмиграцию битумоидов.
Активный характер генерационных и эмиграционных процессов проявляется в увеличении содержания УВ, возрастающих от 32,2 до 64,7%, сокращении доли кислых смол до 17,3-35,4%, увеличении случаев преобладания асфальтогеновых кислот над асфальтенами – асф. к-ты/асф.=0,86. Битуминологические коэффициенты приобретают высокие значения: (хб= 1,0-37,0; (ув=0,5-24,4; (смБ=0,1-8,8; (смCБ =0,2-12,2; (асф=0,2-9,2.
В единичных образцах битумоидов из ОВ сапропелево-гумусового типа генерация УВ происходит на ином, более низком, уровне, что отражается в величине коэффициентов: (ув= 1,6-3,8; (cмБ=1,6-3,8; (смСБ=1,1-1,8; (асф= 1,8-2,1.
В индивидуальном составе нормальных и изопреноидных алканов метаново-нафтеновой фракции битумоидов зарегистрировано три типа распределения. Первый обнаружен в битумоидах из отложений силура и нижнего девона Хасырейской площади (Варандей-Адзьвинская структурная зона). В битумоидах, экстрагированных из нижнесилурийских отложений, максимум в распределении нормальных структур приходится на область относительно низкомолекулярных УВ – содержание н-алканов С16-С20 составляет 37,48%, далее наблюдается постепенное падение концентрации УВ нормального строения по гомологическому ряду, имеющему протяженность до С35: н-С21-25-34,75; н-С26-30= 19,61%. Коэффициент нечетности близок к единице – Кнч=1,04. Доля изопреноидных алканов составляет 4,67%; пристан преобладает над фитаном с перевесом в 1,23 раза. Изопреноидный коэффициент, рассчитываемый как отношение суммарных концентраций пристана и фитана к нормальным гепта- и октадекану, (Кi), равен 0,20.
В битумоидах гумусово-сапропелевого типа из верхнесилурийских отложений Хасырейской площади доля относительно низкомолекулярных УВ н-С16 - н-С20 повышается до 28,98-39,86%, отмечается более резкое падение концентрации н-алканов в средне- и высокомолекулярной области: н-С21-н-С25=25,17-30,91 %; н-С26-30=16,54-22,22 %. Генетические особенности исходного ОВ отражаются в увеличенном содержании н-С27. Коэффициент нечетности несколько возрастает до 1,05-1,08. Роль изопреноидных структур, особенно пристана, повышается до 7,58-11,42%, отношение пристана к фитану составляет 0,85-1,0.
Близкая характеристика распределения высокомолекулярных алканов зафиксирована в битумоидах из нижнедевонских отложений той же площади, где преобладают УВ с относительно меньшей длиной цепи – н-С1б-н-С20=37,91% и падают концентрации более длинноцепочечных алифатических структур – н-C21-н-C25=28,14%; н-С26-н-С30= 15,30%. Изопреноиды составляют 8,53%, пристан преобладает над фитаном в 1,19 раз, изопреноидный коэффициент равен 0,34.
Второй тип распределения алканов установлен в битумоидах из нижнедевонских отложений, отобранных в Хорейверской впадине, в районах, сопредельных с Варандей-Адзьвинской зоной. В алканах преобладают средне- и высокомолекулярные структуры, доля их составляет 50,59-60,28%, максимум в распределении отмечается на н-С27. При этом ряд нормальных алканов увеличен до н-С38, содержание изопреноидных алканов уменьшается до 3,78-9,14%, отношение пристана к фитану колеблется в интервале 0,76-1,31, изопреноидный коэффициент варьирует от 0,24 до 0,84. Кривая распределения концентраций н-алканов имеет более плавную конфигурацию, отношение нечетных алканов к четным повышается до 1,04-1,16.
Третий тип распределения нормальных алканов связан с битумоидами, экстрагированными из отложений западной и центральной части Хорейверской впадины. Отличительной особенностью его является резкое преобладание в диапазоне изученных алканов нормального строения относительно легких УВ, увеличение содержания изопреноидных алканов до 15,38-26,56%. Концентрация н-С16-н-С20 составляет 39,53-50,8%, гомологический ряд укорочен до С30-34. Общий максимум связан с С17;18, отношение нечетных алканов к четным составляет 1,10-1,15.
Выявленные особенности отражают влияние гумусовой составляющей в исходном ОВ, доля которой коррелируется с повышением терригенного материала в карбонатном разрезе.
Таким образом, в отложениях ордовикско-нижнедевонского НГК, преобразованных до уровня среднего мезокатагенеза – МК3, в РОВ преобладает сапропелевый материал. Высокие темпы генерации и эмиграции УВ, проявляющиеся на этой стадии, свидетельствуют о нахождении толщ в условиях ГФН. Битумоиды ОВ сапропелево-гумусового типа, уступая по степени активности генерационных процессов чисто сапропелевым разностям, также обладают характеристиками, типичными для ГФН.
Максимальные глубины залегания ОВ, преобразованного до стадии МК4, зафиксированы на уровне 4,5 км. Интенсивность генерации и эмиграции УВ, оставаясь достаточно высокой, все же несколько ослабевает с глубиной. При сохранении в целом высокого содержания углерода – 80,9-86,11% в большинстве образцов, увеличивается количество случаев пониженной его концентрации. Содержание гетероэлементов значительно уменьшается – до 0,72-7,8%, доля водорода, напротив, достигает максимальных для РОВ данного комплекса значений – 11,2-13,8%. В углеводородных маслах, содержание которых составляет 39,9-69,3%, на метаново-нафтеновые структуры приходится 75,8-93,4%. Содержание асфальтенов снижается до 2,0-9,7%, асфальтогеновые кислоты в большинстве случаев преобладают над асфальтенами, их отношение составляет 0,18-4,43 при среднем значении 1,17.
В распределении высокомолекулярных алканов зафиксировано два типа. Весьма специфичный тип битумоидов из гумусово-сапропелевого РОВ нижнедевонских отложений выявлен в северной части Печоро-Колвинского авлакогена. Кривая распределения нормальных алканов достигает максимума в относительно низкомолекулярной области, содержание н-С16-н-С20 составляет 41,78-48,30 %, равномерно и плавно снижаясь в области более тяжелых УВ: сумма н-С21-н-С25 составляет 32,67-33,66 %, н-С26-н-С30-9,60-15,27. Ряд нормальных алканов продолжается до С36-37. Битумоиды характеризуются достаточно низким содержанием изопренанов – 1,81-2,21 %, отношение пристана к фитану составляет 1,82, изопреноидный коэффициент – 0,05-0,08 при коэффициенте нечетности 1,02-1,03.
От вышеописанных отличаются битумоиды, извлеченные из нижнедевонских отложений Большесынинской впадины в зоне, пограничной с Колвинским мегавалом (Леккеркская площадь). Кривая распределения н-алканов дифференцирована, имеет несколько максимумов в области нечетных пента-, гепта-, нонадекана, что отражается в высоких значениях коэффициента нечетности общего – 1,23 и в области н-С15-н-С19 - 1,54. Низкомолекулярные алканы резко преобладают: н-С16-20=47,86 %; н-С21-25=13,15 %-н-С26-30=6,27%. Сумма изопреноидов возрастает до 6,38 %. Судя по характеристике индивидуального состава УВ, эти разности обязаны своим происхождением смешанному РОВ, в котором доминируют компоненты сапропелевого типа.
Таким образом, на стадии МК4 хотя и проявляются условия ГФН, но по мере увеличения глубины и связанных с этим более жестких термодинамических условий намечается перестройка структуры ОВ и тенденция к выходу его из ГФН.
Максимальная глубина залегания образцов, содержащих РОВ, преобразованное до уровня МК5, для отложений ордовикско-нижнедевонского НГК составляет 5 км.
Изученные битумоиды, преобразованные до стадии позднего мезокатагенеза МК5 генетически связаны с РОВ сапропелевого и гумусово-сапропелевого типов. Генерация и эмиграция жидких УВ продолжают затухать, миграционные процессы становятся менее интенсивными. Концентрация углерода в битумоидах снижается до 80,03-82,74%, резко повышается содержание гетероэлементов 5,2-8,86%, в то же время концентрация водорода остается достаточно высокой, типичной для сапропелевого ОВ – 10,91-12,62%. Отношение суммарных концентраций углерода и водорода к содержанию гетероэлементов составляет 10,24-15,8.
Высокое содержание углеводородов частично сохраняется, в то же время, в результате жестких термобарических условий наблюдается т.н. покисление битумоидов – резко повышается роль спиртобензольных смол – до 30,5-54,2%, а асфальтогеновые кислоты во всех случаях превалируют над асфальтенами от 1,25 до 2,33, в среднем в 1,93 раза.
Битумоидные коэффициенты все чаще имеют низкую величину, а максимальные значения не превышают: для (хб=14,0; ( в=7,5; (смБ=1,7; (смÇб=4,5; (асф=1,2.
Таким образом, в благоприятных условиях ОВ сохраняет способность к генерации УВ, но с глубиной в результате катагенетической превращенности генерационный потенциал ОВ исчерпывается. Наиболее существенные изменения происходят в структурно-групповом составе битумоидов и связываются с резким преобладанием метаново-нафтеновых углеводородов в масляной фракции.
Битумоиды ОВ ордовикско-нижнедевонского НГК, преобразованного до поздней стадии катагенеза МК5, на ИК-спектрах характеризуются высокой интенсивностью поглощения в области длинных метиленовых цепей при 720 см-1, что согласуется с высоким содержанием метаново-нафтеновых УВ – 75,6-83,5%. В то же время, заметно возрастает роль ароматических структур, представленных конденсированными аренами и замещенными производными бензола (пп. 880, 820, 750 см-1) стадии МК5. Отмечается наличие фталатов, что свидетельствует об автохтонном характере битумоидов.
Распределение индивидуальных УВ в битумоидах из ОВ, преобразованного до уровня МК5, изучено на примере образцов из овинпармского горизонта нижнего девона, залегающих в интервале глубин 4,6-5 км. На кривой распределения н-алканов максимум связан с относительно низкомолекулярными УВ – н-С16-н-С20, суммарное содержание которых составляет 48,16-61,04%. Минимальные значения концентраций регистрируются для длинноцепочечных структур – сумма н-С26-н-С30 варьирует от 0,19 до 4,89%. Концентрационная кривая плавная, отношение нечетных УВ к четным – 0,95-1,01, протяженность гомологического ряда не более С30-33. Содержание изопреноидных алканов повышено до 6,44-11,46%, изопреноидный коэффициент имеет величину 0,21-0,32, отношение пристана к фитану колеблется от 0,95 до 1,45.
Отмеченные особенности свидетельствуют о высокой степени термической зрелости РОВ сапропелевого типа в отложениях нижнего девона. Максимальные глубины, на которых в отложениях ордовикско-нижнедевонского НГК обнаружено ОВ, преобразованное до стадии раннего апокатагенеза - AK1 соответствуют 7 км.
Битумоиды, экстрагированные из этих образцов, характеризуются низкой концентрацией углерода – 76,9-80,2%, очень высокой долей гетероэлементов от 7,9 до 19,83% при сохранении содержания водорода на уровне 11,45%. Содержание углеводородных масел сокращается до 28,4%, метаново-нафтеновые УВ, составляющие 76,6-93,7%, по-прежнему резко преобладают над ароматическими. Роль кислых компонентов все более увеличивается: бензольные смолы сокращаются до 2,3-9,0%, а концентрация спиртобензольных смол достигает максимальных значений – 15,1-66,4%. В наиболее высокомолекулярных компонентах асфальтогеновые кислоты превалируют над асфальтенами в среднем в 2,77 раза.
Таким образом, на этапе раннего апокатагенеза ОВ нижнепалеозойских отложений ТП НГП в значительной степени исчерпывает свои генерационные возможности, происходит деструкция высокомолекулярных структур и покисление битумоида.
Распределение индивидуальных УВ на стадии AK1 изучено на примере образцов из верхнего силура Печороколвинского авлакогена, отобранных с глубин 6-6,4 км. Максимальные концентрации присущи относительно низкомолекулярным УВ – сумма н-алканов от гексадекана до докозана составляет 35,24-41,19%; содержание н-С21 составляет 21,23-23,45%, доля высокомолекулярных алканов почти в два раза выше, по сравнению с битумоидами, находящимися на стадии МК5 – С26-30=10,59-11,03%. Гомологический ряд удлиняется до С33-35 проявляются небольшие максимумы в области н-С21, н-С23, н-С29 поэтому коэффициент нечетности увеличивается до 1,10-1,17. Содержание изопреноидных алканов резко повышается – до 23,13-25,29%, отношение изопреноидов к н-алканам также высокое – 0,30-0,34.
Подводя итог анализу параметров битумоидов, экстрагированных из отложений ордовикско-нижнедевонского НГК, а именно: результатам определения группового и элементного состава битумоидов, спектральных характеристик в ИК области, индивидуального состава алканов С10-С40 метаново-нафтеновой фракции, можно заключить, что в нижнепалеозойских отложениях Тимано-Печорского региона в результате достаточно массовых геохимических исследований отчетливо устанавливается закономерность проявления главной фазы нефтеобразования на более высоких, нежели принято считать, стадиях термической зрелости. Тенденции изменения перечисленных показателей в зависимости от глубины залегания и степени катагенетической преобразованности позволяют констатировать, что начало генерационных процессов происходит при достижении РОВ уровня преобразования МК2 на палеоглубине 2,2 км. Завершение ГФН и вход в нижнюю термокаталитическую зону газообразования (ГФГ) фиксируется на рубеже МК5/АК1 на палеоглубине 5 км. Наиболее активная фаза генерация жидких УВ связана с этапами мезокатагенеза МК3-МК4 и диапазоном палеоглубин 2,9-4 км (табл. 2.3).
Битумоиды, экстрагированные из отложений среднедевонско-нижнефранского НГК и исследованные комплексом геохимических методов, связаны с органическим веществом, преобразованным до уровней MK1 - МК4.
Максимальные глубины распространения органического вещества, преобразованного до стадии раннего мезокатагенеза МК1, достигают 2 км. По генетической принадлежности изученные битумоиды связаны с ОВ гумусово-сапропелевого и сапропелевого типов. Выход хлороформенного битумоида на породу и содержание в нем углеводородов невысокое: 0,005%-0,02% и 23,2-36,0% соответственно. Битумоиды высокосмолистые – 56,6-61,3%, с повышенной концентрацией асфальтенов – 7,4-15,5%, битумоидные коэффициенты низкие и не превышают: (ХБ=5,7; (УВ=2,1; (смБ=1,6; (смСБ=1,8; (асф=0,6.
В элементном составе содержание углерода увеличено до 84,0%, концентрация водорода невысокая – от 9,5 до 11,1%, поэтому показатель превращенности составляет от 8,8 до 15,5, что указывает на вступление отложений в ГФН.

Максимальная глубина, на которой обнаружено ОВ, преобразованное до стадии МК2, составляет 3,25 км. Геохимические показатели свидетельствуют о том, что темп генерации УВ на этой стадии возрастает, причем в разной степени для ОВ сапропелевого и гумусового типов.
В ОВ сапропелевого и гумусово-сапропелевого типов фиксируется значительно более интенсивный характер генерации и эмиграции УВ, чем в гумусовом ОВ. В элементном составе сапропелевых битумоидов много углерода – 81,33-84,8%; содержание водорода типично для ОВ с преобладанием сапропелевой составляющей – 10,3-12,9%), доля гетероэлементов сокращается по сравнению со стадией МК1 и составляет 2,7-7,83%.
Спиртобензольные смолы в 1,5 раза превосходят бензольные, а асфальтогеновых кислот в среднем в 2 раза больше, чем асфальтенов. Все битумоидные коэффициенты значительно возрастают по сравнению со стадией МК2: (ХБ - до 13,3; (УВ - 10,85; (смБ - 3,4; (смСБ - 6,1; (асф - 1,8.
По характеру распределения н-алканов и изопреноидных УВ выделяется два типа битумоидов. Первый обнаружен в пределах Ижма-Печорской синеклизы (Северо-Лемьюская площадь). В метаново-нафтеновой части битумоидов отсутствуют или содержатся в очень низких количествах изопреноидные алканы – не больше 1,73%; отношение изопренанов к н-алканам – 0,01-0,02. Максимум содержания н-алканов приходится на УВ в области н-С21-н-С25 – 30,37-40,25%. Доля высокомолекулярных алифатических структур составляет 18,04-19,0%. Нечетные н-алканы С21, С23, С25 выделяются относительно повышенными концентрациями. Протяженность концентрационного ряда до н-С34-36. Такие особенности индивидуального состава УВ свидетельствуют о смешанной природе исходного ОВ и преобладании сапропелевой составляющей.

Совершенно иной тип битумоидов распространен на территории Варандей-Адзьвинской структурной зоны (Нядейюская площадь). Концентрация изопреноидных алканов достигает 21,39%, отношение изопреноидов к н-алканам повышено до 0,27. Алканы диапазонов н-С16-н-С20 и н-С21-н-С25 содержатся в равных концентрациях – 31,9%. Роль самых длинноцепочечных УВ - н-С26-30 снижена до 13,88%. В изопреноидах особенно высока доля пристана – 11,81%, поэтому отношение пристана к фитану составляет 2,01, изопреноидный коэффициент ki равен 1,23. Как и в первом типе битумоидов, проявляется увеличение концентраций в области нечетных УВ - н-С17, н-С19, н-С21, н-С25, коэффициент нечетности составляет 1,19. Концентрационный ряд укорочен до н-С32. Отмеченные особенности подтверждают сапропелевогумусовую природу исходного ОВ.
Темпы генерации УВ с гумусовым ОВ на стадии МК2 значительно уступают таковым для ОВ с доминированием сапропелевого материала.
Содержание Сорг в породах, содержащих ОВ гумусового типа, выше 0,42-1,38%, чем в породах с сапропелевым ОВ, где оно колеблется от 0,11 до 0,79%, концентрация углерода в битумоидах больше 82,7-84,5%. В то же время, в них отмечается низкое содержание водорода – 8,3-9,5% и более высокое гетероэлементов – 6,6-9,2%, поэтому показатель превращенности меньше, чем для РОВ сапропелевого типа такого же уровня преобразования и составляет 11,97. Выход УВ в битумоидах гумусового ОВ на стадии МК2 не превышает 30,7%, составляя в среднем 24,15%, доля асфальтенов очень высока – 14,6-27,7%, концентрации бензольных и спиртобензольных смол близки – отношение кислых смол к нейтральным равно 1,12.
Битумоидные коэффициенты у гумусового ОВ в 2-3 раза ниже, чем у сапропелевого: (ХБ=4,1; (ув=0,3-0,6; (смБ=0,4-0,5; (смСБ= 0,4-0,5; (асф=0,2-0,5.
Таким образом, генерационный потенциал сапропелевого РОВ на стадии МК2 гораздо выше, чем гумусового. Сапропелевое ОВ находится в условиях ГФН, а гумусовое несколько отстает и характеризуется более слабыми темпами генерации УВ.
Максимальное погружение пород, органическое вещество которых преобразовано до стадии МК3, составляет 3850 м.
В битумоидах этой стадии диапазон концентраций углерода расширяется в сторону более высоких значений, хотя средние значения ненамного выше по сравнению с МК2 – 83,45%. Более существенно снижается роль гетероэлементов – в среднем до 4,73% при размахе 2,1-9,5%, повышается средняя концентрация водорода – 11,88%.
Интенсивно протекающая генерация УВ отражается в увеличении их содержания до 43,8-63% при средней величине 83,45%, причем в углеводородной фракции концентрация метано-нафтеновых УВ возрастает до 67-90 %. Спиртобензольные смолы значительно сокращаются – 16-34,5%. Возрастающее влияние нейтральных компонентов подтверждается более резким увеличением концентрации асфальтенов по сравнению с МК2 – 3,83%, в то время, как среднее содержание асфальтогеновых кислот увеличивается с 4,04% на стадии МК2 до 4,4% на стадии МК3. Битумоидные коэффициенты приобретают высокие значения, особенно к концу МК3: (ХБ=49,0; (УВ=2 7; (смБ=11,5; (смСБ=11,0; (асф=5,6.
Такой химический состав отражает явное влияние сапропелевой природы РОВ и указывает на активное проявление генерационных процессов, соответствующее ГФН.
Битумоиды из гумусового ОВ в среднедевонско-нижнефранском НГК на стадии МК3 встречаются в единичных случаях, характеризуются высоким содержанием углерода в элементном составе – 85.5%, доля гетероатомов снижена до 5.8%, концентрация водорода типична для гумусовых битумоидов – 8.7%. В групповом составе отмечается низкое содержание УВ – 18.1 –25.2%, спиртобензольные смолы значительно превалируют над бензольными,  а их отношение составляет 0.4-0.6, фиксируется очень высокое содержание асфальтенов – 28.8-31.2% и гораздо меньшая концентрация асфальтогеновых кислот – 9,6-12,%.
Таким образом, с нарастанием глубин погружения пород и достижением органическим веществом градаций среднего мезокатагенеза МК3 имеет место нарастание концентраций ХБ в органическом веществе обоих типов – гумусового и сапропелевого, а также связанное с этим высокое содержание углерода в элементном составе битумоидов. Но новообразование УВ в гумусовых разностях заметно отстает по степени интенсивности от сапропелевых, что свидетельствует о начальном этапе процессов генерации гумусовым ОВ в ГФН на стадии МК3, в то время как генерация ОВ сапропелевого типа к концу МК3 достигает максимальной активности.
Образцы, содержащие РОВ, преобразованное до стадии МК4, залегают на глубине до 4,0 км. Проанализированные битумоиды генетически связаны с сапропелевым и смешанным гумусово-сапропелевым РОВ.
На поздних этапах мезокатагенеза МК4 наблюдается широкий разброс параметров группового и элементного составов битумоидов. Сохраняется высокая активность процессов генерации УВ и, в то же время, начинают преобладать эмиграционные процессы, поэтому геохимические показатели смещаются в сторону минимальных значений. Концентрация углерода снижается по сравнению с МК3 до 80,2-86,41%, доля гетероэлементов увеличивается до 3,17-7,42%.
Содержание УВ, хотя и падает иногда до 36,7%, но в основном остается достаточно высоким, составляя в среднем 50,95%, доля метаново-нафтеновых фракций существенно сокращается по сравнению с МК3. Таким образом, процесс новообразования УВ начинает затухать, особенно к концу МК4. С ростом степени катагенеза в жестких термодинамических условиях происходит покисление битумоидов за счет увеличения спиртобензольных смол в среднем до 26,34% и асфальтенов. Отношение асфальтогеновых кислот к асфальтенам составляет 1,15. Битумоидные коэффициенты, хотя и имеют достаточно высокие значения, но все же уступают коэффициентам на стадии МК3: (хб = 33,3; (ув = 21,1; (смБ= 3,9: (асф =3,5.
Эти изменения группового и элементного состава отражаются в индивидуальном составе УВ. Специфика в распределении нормальных и изопреноидных алканов, характерная для битумоидов смешанного гумусово-сапропелевого типа, наблюдается в образцах, отобранных на Северо-Чернореченской площади (Печоро-Колвинский авлакоген). Концентрация изопреноидных алканов невысокая – 7,10%. Максимум концентраций характерен для относительно низкомолекуляриой области – н-С16-н-С20, суммарное содержание УВ этого диапазона составляет 43,02%. Кривые распределения н-алканов в средне- и высокомолекулярной области имеют "пилообразный" характер с увеличением пиков, отвечающих н-С24 н-С27. и-С30 н-С33. Суммарная концентрация н-алканов С21-С25- 24,77%; С26-С30-16,0%. В изопреноидных структурах пристан доминирует над фитаном в 1,71 раз, изопреноидный коэффициент равен 0,26.
В распределении н-алканов и изопренанов, связанных с территорией Печоро-Кожвинского мегавала (Югидская площадь), наблюдается низкое содержание изопреноидных структур – 3,92-5,06% при отношении изоалканов к нормальным алканам – 0,04-0,05. Гомологический ряд начинается с низко молекулярных УВ - н-С12 и продолжается до С38-39. Очень высокие максимумы связаны с относительно низкомолекулярными УВ-н-С16‑20=41,21-41,44%, особенно с н-С16=13,83-18,18%, далее концентрации резко падают (н-С21.25= 20,24- 24,70%). Коэффициент нечетности меньше единицы – Кнч=0,81-0,85.
Наблюдаемое распределение характерно для сапропелевых битумоидов высокой степени преобразованности.
Таким образом, на поздней стадии катагенеза МК4 сапропелевые и гумусово-сапропелевые битумоиды, хотя и находятся в ГФН, но процессы эмиграции начинают преобладать над процессами генерации, что приводит к снижению содержания углеводородов и указывает на начало выхода сапропелевого ОВ из зоны ГФН на границе МК4-МК5.
В органическом веществе гумусового типа процессы генерации и аккумуляции УВ проходят более интенсивно, чем на предшествующих стадиях, хотя так и не достигают высокого уровня.
С нарастанием степени катагенетической превращенности ОВ на стадии МК5 наблюдается снижение концентрации битумоидов и содержания в них УВ, что указывает на затухание процессов новообразования углеводородных компонентов нефтяного ряда. Содержание углерода в битумоидах сапропелевого ОВ снижается до минимума для данного комплекса – С=77,4-80,0%, роль гетеро-атомов повышается до 9,4-11,3%, снижается концентрация водорода до 10,3-11,5%, показатель превращенности резко падает до 7,45. Миграция приводит к коренной перестройке в групповом составе битумоидов, потере углеводородов, суммарное содержание которых снижается до 34,5-45,2%, покислению битумоидов за счет относительного роста асфальтенов и смол, при этом возрастают и асфальтогеновые кислоты – 2,6-13,7% по сравнению с предыдущей стадией МК4. В смолистых компонентах повышается роль спирто-бензольных смол – 23,7-37,7%, кислые компоненты в 1,8-2,29 раза превышают нейтральные. Метаново-нафтеновые УВ по значимости сравниваются с ароматическими, их отношение равно 0,84-1,26. Величина битумоидных коэффициентов в подавляющем большинстве случаев низкая: (ХБ=0,2-4,0; (УВ=0,04=1,8; (смБ=0,02-0,5; (смСБ=0,1-0,9, (асф=0,02-0,7.
Таким образом, на стадии МК5 фиксируется слабая интенсивность генерационных процессов УВ, по масштабу уступающих эмиграционным. Сапропелевое ОВ на стадии МК5 выходит из ГЗН и вступает в ГЗГ, гумусовое ОВ, имея низкий генерационный потенциал, входит в ГФН на стадии МК3 и на границе МК4-МК5 его реализация завершается.

Для рассмотренного среднедевонско-нижнефранского терригенного поддоманикового НГК выявляется более узкий гипсометрический диапазон, соответствующий зоне активной нефтегенерации: ее начало фиксируется на уровне палеоглубин 2,5 км при достижении стадии МК2, фаза наиболее активного образования жидких УВ соответствует интервалу 3,3-4,3 км и этапам катагенеза МК3-МК4. На глубине 4,5 км происходит переход в зону термокаталитического газообразования (табл. 2.3).

Отличительной чертой доманиково-турнейского НГК является широкое развитие в разрезе нефтематеринских толщ, пространственная локализация которых контролируется отчетливо выраженной фациальной зональностью. В пределах Ижма-Печорской синеклизы и южной части Верхнепечорской впадины Предуральского прогиба НГМП приурочены к классическим разрезам доманикового типа, в которых распространены аргиллито-карбонатно-кремнистые толщи. В Хорейверской впадине НГМП характеризуются значительным преобладанием карбонатной составляющей и снижением доли кремнистых отложений. В северной части Колвинского мегавала, а также в Варандей-Адзьвинской зоне классические разрезы доманикоидного типа исчезают, сменяясь толщами, обедненными ОВ.

Такая зональность, обусловленная спецификой условий осадконакопления, отражается в составе битумоидов нефтематеринских толщ.

В изученных образцах из доманиково-турнейского НГК зафиксирована степень катагенетической зрелости РОВ, соответствующая стадиям катагенетической зрелости от MK1 до МК5. Максимальная глубина, на которой выявлена стадия раннего мезокатагенеза РОВ – MKl, достигает 1950 м. Проанализированные образцы, находящиеся на этом уровне изменения, образованы за счет сапропелевого и гумусово-сапропелевого ОВ. Геохимические показатели состава РОВ свидетельствуют о начальном этапе развития генерационных и эмиграционных процессов.
Содержание углерода и гетероэлементов невысокое – 78,9-83,8%, 4,1-9,2% соответственно, показатель превращенности равен 9,9-23,6. Концентрация УВ соответствует среднему уровню – 36,4-56,1%, спиртобензольные смолы в 2,25 раз преобладают над бензольными. Доля асфальтенов невысокая – 6,82%; асфальтогеновые кислоты преобладают над асфальтенами – среднее отношение их концентраций равно 2,32. Коэффициенты битуминизации характеризуются небольшой величиной: (ХБ – 0,45-7,3, (УВ – 0,19-2,1, (смБ– 0,06-0,6, (смСБ– 0,16-1,1, (асф– 0,04-0,26.
Соотношение нормальных и изопреноидных алканов в битумоидах этой группы рассмотрено на примере образцов из скв. 23-Восточно-Сотчемьюская (Ижма-Печорская синеклиза). Основной их особенностью является высокое содержание изопреноидных алканов – до 18,41 %. Распределение н-алканов типично для битумоидов нефтяного ряда, максимум концентраций УВ приурочен к интервалу н-С16 - н-С20 – 30,64%, далее в гомологическом ряду отмечается равномерное снижение содержания УВ нормального строения до н-С26-30=16,54%. Пристан доминирует над фитаном, превосходя его в 1,3 раза.
Характер распределения нормальных и изопреноидных алканов на стадии MK1 свидетельствует о связи изученных битумоидов с ОВ сапропелевого типа.
На стадии МК2, максимальные глубины проявления которой в данном НГК достигают 3,2 км, распространены, в основном, породы, содержащие ОВ сапропелевого и гумусово-сапропелевого типов, хотя встречаются образцы с ОВ преимущественно гумусового состава.
В химическом составе битумоидов из ОВ сапропелевого и гумусово-сапропелевого типов отчетливо выражаются признаки изменения их под влиянием прогрессивного катагенеза. Средние показатели элементного состава битумоидов находятся на том же уровне, что и на стадии МК1: концентрация углерода – 1,77%, гетероэлементов – 6,72%. Средняя величина коэффициента превращенности составляет 14,43%, но наблюдается явная тенденция его повышения, начиная с глубины 2,7 км, особенно заметная к концу МК2.
В групповом составе битумоида растет содержание углеводородов – до 34,8-65,4% и уменьшается концентрация смол – 29,4-46,4%. Метаново-нафтеновые УВ преобладают над ароматическими в 2,2 раза, спиртобензольные смолы над бензольными в 2,7 раза. Отличительной особенностью этой стадии является постепенное уменьшение роли кислых компонентов и повышение – нейтральных, что выражается как в уменьшении концентрации спиртобензольных смол, так и в повышении содержания асфальтенов – 4,0-12,8% по сравнению с асфальтогеновыми кислотами. Концентрации сапропелевых и гумусово-сапропелевых битумоидов в породе на этапе МК2 увеличиваются, битумоидные коэффициенты значительно возрастают: (ХБ – 3,2-24,4; (УВ – 1,4-9,4; (смБ – 0,32-3,7; (смСБ – 0,9-5,7; (асф – 0,1-6,9.
Таким образом, состав битумоидов на стадии МК2 свидетельствует об активизации генерационных процессов и появлении разностей, типичных для ГФН.
По характеру распределения нормальных и изопреноидных алканов метаново-нафтеновой фракции выделяются три типа битумоидов.
Первый тип распространен на территории Ижма-Печорской синеклизы (Макаръельская площадь) и отличается аномально высоким содержанием изопреноидных алканов – 12,39%. Суммарные концентрации нормальных алканов диапазонов С16-С20 и С21-С25 близки – 32,08% и 31,74% соответственно; доля длинноцепочечных УВ с С>25 снижается до 19,16%; а с С>30  – до 3,21. Гомологический ряд заканчивается на н-С35. Увеличение концентраций отмечается в области нечетных н-алканов – С19. Соотношения между индивидуальными УВ следующие: отношение пристана к фитану – 1,12; изопреноидный коэффициент 0,69. Выявленный характер распределения УВ типичен для битумоидов ОВ гумусово-сапропелевого типа, находящегося в условиях ГФН.
Второй тип битумоидов связан с территорией центральной части Хорейверской впадины (Ладская площадь). Он отличается более низким, по сравнению с выявленным в образцах из Ижма-Печорской синеклизы, содержанием изопреноидных алканов, которое не превышает 9,7%. В распределении н-алканов отмечается снижение концентрации УВ н-С16-н-С20 до 3,17%. Концентрации средне- и высокомолекулярных алканов близки: н-С21-н-С23=30,10%, н-С26-н-С30=28,17%, гомологический ряд продолжается до н-С38 при большем содержании высокомолекулярных УВ с числом атомов углерода более 30 – 6,26%. Максимальные концентрации присущи н-алканам н-С24, н-С25, н-С27 – от 6,32 до 6,95%. Отношение пристана к фитану составляет 1,42, изопреноидный коэффициент – 0,79.
Третий тип битумоидов выявлен на Усино-Кушшорской площади и приурочен к толщам доманикового типа, развитым в пределах юго-восточного борта Хорейверской впадины, на границе с грядой Чернышева и Косью-Роговской впадиной. Распределение нормальных и изопреноидных алканов отличается резким возрастанием доли последних до 21,44%. Кривая распределения н-алканов имеет "пилообразный" характер, причем, максимальные концентрации – до 8,87%, приурочены к нечетным н-С17, н-С19, н-С21, н-С23,н-С25 и далее, вплоть до н-С33. Отношение изопреноидных алканов к нормальным повышается до 0,27, особенно велико содержание пристана – 13,30%. Максимальные концентрации смещены в сторону низкомолекулярных УВ н-С16-н-С20=35,0%; н-С21-н-С25=27,44%. Доля высокомолекулярных н-алканов резко снижается – н-С26-н-С30 до 13,15%, н-С>30- до 1,36%, по сравнению с первым типом и, тем более, со вторым. Гомологический ряд укорочен до н-С34.
Выявленный характер распределения УВ свидетельствует о слабой термической зрелости РОВ и его смешанной природе, а также преобладании гумусового материала.
Таким образом, рассмотренные закономерности изменения состава битумоидов сапропелевого и гумусово-сапропелевого типов на стадии МК2 подтверждают выявленные в элементном, групповом и структурно-групповом составе битумоидов показатели активизации процессов генерации на этой стадии, а также вывод о том, что ОВ данного НГК, преобразованное до МК2, находится в главной фазе нефтеобразования.
Образцы с преобладанием гумусовой составляющей в ОВ, преобразованном до стадии МК2, в доманиково-турнейском НГК встречаются весьма редко, отличаются особой спецификой, генерация УВ в таких разностях протекает гораздо менее интенсивно.
Максимальные глубины, на которых находится ОВ, преобразованное до средней стадии мезокатагенеза МК3, достигает 3950 м.
Состав битумоидов весьма близок к составу битумоидов, находящихся на стадии МК2. Тенденция к существенным изменениям состава проявляется лишь на заключительном этапе стадии МК3. В битумоидах из ОВ сапропелевого и гумусово-сапропелевого типов наблюдается более широкий диапазон изменения концентрации в групповом и, особенно в элементном составе, хотя средние значения находятся почти на том же уровне, что и в МК2: содержание углерода составляет 79,05-85,45% при среднем значении 82,86%, гетероэлементов – 3,24-10,64, в среднем 5,9%, водорода – 9,9-12,6%. Величина коэффициента превращенности варьирует от 8,4 до 30, составляя в среднем 17,33. В групповом составе отмечается снижение содержания углеводородов до 31,9-57,7% и рост смол, особенно бензольных до 11,7-24,6%. Продолжает сокращаться по сравнению с более ранними стадиями количество кислых компонентов – спиртобензольных смол до 17,9-33,4%, и асфальтогеновых кислот до 2,7-11%, концентрация последних приближается к содержанию асфальтенов.
Битумоидные коэффициенты смещаются в сторону минимальных значений: (ХБ – 0,6-14,0; (УВ – 0,23-5,3; (смБ – 0,06-2,0; (смСБ – 0,23-4,0; (асф – 0,06-2,1.
Таким образом, сапропелевое и гумусово-сапропелевое ОВ, преобразованное до МК3, продолжает оставаться в ГФН, хотя на заключительных этапах этой стадии эмиграционные процессы начинают преобладать над генерационными.
Распределение нормальных и изопреноидных алканов в битумоидах нефтематеринских толщ, ОВ которых преобразовано до МК3, определяется спецификой фациально-генетического типа ОВ. Поэтому становится возможным выделение генетических типов, связанных с определенными территориями.
Первый тип битумоидов наблюдается на территории Верхнепечорской впадины (Диньюская площадь) и южной части Печоро-Кожвинского авлакогена (Южно-Кыртаельская площадь). Битумоиды этого типа отличаются весьма низким содержанием изопреноидных алканов – 6,81-7,53%. Максимум в распределении н-алканов принадлежит среднемолекулярным н-С21-н-С25=41 ,78-46,60%. Доля относительно низкоцепочечных УВ – н-С16-н-С20 снижена до 20,88-26,65%. Ряд н-алканов сокращен до н-С33, максимальные концентрации приурочены к интервалу н-С21-н-С24.
Судя по распределению нормальных и изопреноидных алканов, данный тип битумоидов появляется в результате генерации сапропелевым ОВ, каких-либо признаков, свидетельствующих о значительной роли гумусовой составляющей, не отмечается.
Второй тип битумоидов выявлен на Сябушорской (Хорейверская впадина) и Леккеркской (юг Колвинского мегавала) площадях. Отличительной особенностью битумоидов этого типа является резкое повышение концентрации изопреноидов до 12,84-20,73%, увеличение роли относительно низкомолекулярньтх алканов -н-С16-н-С20=38,30-49,17%. УВ н-С21- н-С25 составляют 16,85-26,25%, отмечается низкое содержание длинноцепочечных алканов н-С26-н-С30- 5,68-16,42%. Ряд УВ весьма длинный – до н-С37. Пристан в 1,58-2,51 раза превосходит фитан, изопреноидный коэффициент составляет 0,53-0,69. Отношение нечетных алканов к четным равно 1.03-1.07, причем рост коэффициента отмечается только в образцах из площадей, близких к районам Печороколвинского авлакогена, в которых выражено незначительное преобладание концентраций нечетных н-С29, н-С31.
Выявленные закономерности свидетельствуют о явном преимущественном влиянии сапропелевой составляющей в ОВ, обусловленной накоплением его в условиях открытого морского бассейна. Некоторое отличие битумоидов из районов, пограничных с территорией Печороколвинского авлакогена (Леккеркская площадь), объясняется влиянием гумусового материала.
Третий тип битумоидов приурочен к территории Варандей-Адзьвинской структурной зоны (Подверьюская, Черпаюская площади). Они подобны битумоидам второго типа, но отличаются более высокими коэффициентами нечетности (Кнч=1,09-1,14), повышенными концентрациями н-С29,31. В типичном доманикоидном битумоиде Подверьюской площади максимальные концентрации принадлежат относительно низкомолекулярным УВ: н-С16-н-С20 – 32,69%, н-С21-н-С25 – 28,28%; н-C26-н-C30 – 18,03%; отмечается высокое содержание изопреноидов – 13,41%. В битумоидах Черпаюской площади доминируют средне- и высокомолекулярные УВ – н-С21-н-С25 – 44,90%; н-С26-н-С30 – 30,11%, роль изопреноидов резко снижена до 2,47%; коэффициент нечетности высокий – 1,14. Протяженность гомологического ряда до н-С34-35.
Это свидетельствует о большой доле гумусового материала в ОВ, давшем начало исследованным битумоидам третьего типа.
Таким образом, нефтематеринские толщи доманиково-турнейского возраста содержат ОВ сапропелевого и гумусово-сапропелевого происхождения, которое генерирует битумоиды различного химического состава, локализующиеся в различных зонах ТП НГП.
Первая связана с территориями Ижма-Печорской синеклизы, Верхнепечорской впадины, Печоро-Кожвинского мегавала, а вторая с центральной и южной частями Хорейверской впадины. Несколько отличаются по составу битумоиды областей, обрамляющих Хорейверскую впадину в районах Колвинского мегавала и Варандей-Адзьвинской зоны. Специфика изменения состава битумоидов явно свидетельствует о продолжении активных процессов генерации на стадии преобразования ОВ МК3.
Органическое вещество, находящееся на этапе МК4, встречается в отложениях рассматриваемого комплекса до глубин 4,5 км. Битумоиды ОВ, преобразованного до этой стадии, связаны преимущественно с сапропелевой исходной органикой. Замечена специфическая особенность при их экстракции: битумоиды разделяются на две части – легкую, подвижную и тяжелую, вязкую. При этом элементный состав их резко отличается. В легкой части концентрация углерода достигает 83,04-86,3%, а в тяжелой 78,5-79,2%. Параметры битумоидов указывают на заключительный характер генерационных процессов на этой стадии преобразования.
Содержание углерода в элементном составе усредненной пробы более низкое, чем в МК3 – 78,5-80,8%, концентрация гетероэлементов повышается до 6,6-9,73%, коэффициент превращенности падает до 9,2-4,1% при средней величине 10,45. В групповом составе в результате высокой степени преобразованности ОВ под влиянием жестких термобарических условий наблюдается относительное покисление битумоидов, в результате чего концентрация УВ снижается до 33,6-38,8%, резко повышаются смолы, особенно спиртобензольные – 38,1-40,6% и асфальтогеновые кислоты – 8,7-12,8%. В углеводородной фракции битумоидов увеличивается отношение метано-нафтеновых УВ к ароматическим – 4,2. Битумоидные коэффициенты находятся на том же уровне, что и в МК3: (ХБ – 20,0; (УВ – 4,2; (смБ – 1,6; (смСБ – 2,1; (асф – 0,6.
Такой химический состав РОВ свидетельствует о высокой степени преобразования битумоидов и преобладании эмиграционных процессов УВ над их генерацией.
Битумоиды, извлеченные из ОВ доманиково-турнейского НГК, преобразованные до стадии МК5, имеют весьма специфичный состав.
В элементном составе резко падает содержание углерода и водорода до 78,3-79,6% и 10,7-10,8% соответственно, возрастает содержание гетероэлементов – 9,7-10,9%, коэффициент превращенности снижается до 8,2-9,З. Доля углеводородов продолжает уменьшаться до минимальных концентраций – 19,4-39,1%. Смолы занимают ведущее положение, причем спиртобензольные разности в 4,4 раза превосходят бензольные. Отмечается и рост суммы асфальтеновых компонентов до 16,7-18,3%, причем собственно асфальтены резко повышают свою концентрацию, по сравнению с предыдущей стадией МК4 – 6,5-8,4%, а асфальтогеновые кислоты остаются на том же уровне – 9,9-10,2%. Битумоидные коэффициенты невысокие: (ХБ=5,7-8,0; (УВ=3,1; (смБ=0,9; ( смСБ=2,6; (асф=1,3.
Наблюдаемый состав свидетельствует, что на стадии МК5 сапропелевое вещество исчерпывает свои генерирующие возможности в отношении жидких УВ, невысокие битумоидные коэффициенты отражают максимальное развитие процессов миграции за счет наиболее подвижной углеводородной составляющей. На этой стадии ОВ находится на заключительной стадии реализации генерационного потенциала в отношении жидких УВ. Именно на стадии МК5 происходит переход в зону генерации первичных газоконденсатов и жирных газов.
Таким образом, для ОВ доманиково-турнейского карбонатного НГК начало ГЗН отмечается на палеоглубине 1,9 км, а ее активная фаза реализуется в условиях МК2-МК3, соответствующих интервалу 2,5-3,9 км. Проявление главной зоны газогенерации регистрируется на этапе МК4, связанном с палеоглубиной 4,2 км (табл. 2.3).
Диапазон катагенетической превращенности образцов, исследованных из отложений нижнепермского терригенного НГК, варьирует от ПК до МК5. Максимальная глубина залегания пород, в которых органическое вещество преобразовано до уровня прото-катагенеза – ПК, достигает 1,4 км. На этой стадии битумоиды характеризуются очень низкими концентрациями углерода в элементном составе – 76,65% и высокой долей гетероэлементов – 12,76%, доля водорода находится на уровне, среднем для сапропелевых битумоидов – 10,59%. Показатель превращенности низкий – 6,8.

В групповом составе битумоидов содержится очень мало углеводородов – 32,9%, в которых резко преобладают метаново-нафтеновые УВ, отношение их к ароматическим составляет 7,06.
В смолистых компонентах спиртобензольные смолы превалируют над бензольными – 34,6% против 14,8%. О преимуществе кислых компонентов на этой стадии свидетельствует и высокое содержание асфальтогеновых кислот – 11,0%.
Выявленная химическая характеристика битумоидов указывает на низкую термическую зрелость органического вещества, отсутствие или очень слабое развитие миграционных процессов. Преобладание кислых компонентов отражает сапропелево-гумусовую природу РОВ.
Максимальная глубина, соответствующая концу ранней стадии мезокатагенеза – МК1, составляет 2100 м. Более активные генерационные и эмиграционные процессы УВ обусловливает широкий спектр изменения параметров битумоидов, исходное органическое вещество которых относится к гумусово-сапропелевому, сапропелевому или сапропелево-гумусовому типам.
Концентрация углерода в элементном составе битумоидов из РОВ с преобладанием сапропелевой составляющей на стадии МК1 повышается до 80-83,74%, содержание гетероэлементов значительно сокращается по сравнению со стадией ПК – 5,05+9,0%, поэтому показатель превращенности возрастает до 10,1-18,8.
В групповом составе возрастает роль углеводородов до 32,4-51,2% и уменьшается асфальтенов до 10,92%, особенно существенно – асфальтогеновых кислот до 3,3-9,8%. При этом асфальтогеновые кислоты по-прежнему в подавляющем большинстве случаев преобладают над асфальтенами, в среднем в 2 раза. Битумоидные коэффициенты низкие: (ХБ=0,7-8,3; (УВ=0,3-2,9; (смБ=0,08-1,5; (асф=0,8-1,0.
В индивидуальном составе УВ сапропелевого ОВ Косью-Роговской впадины (Поварницкая площадь), отмечается высокое содержание изопреноидных алканов – 13,88%. Максимум концентраций приходится на относительно низкомолекулярные н-алканы – н-C16-н-C20= 33,24%, далее по гомологическому ряду, продолжающемуся до н-С35, наблюдается падение концентраций средне- и, особенно, высокомолекулярных алканов: н-С21-н-С25 – 33,24%; н-С26-н-С30 – 16,71% с максимумами нечетных н-С21, н-С29. Фитан ненамного (в 1,12 раза) превосходит пристан; изопреноидный коэффициент равен 0,72. Отмеченные особенности характеризуют природу исходного РОВ как смешанную, с преобладанием сапропелевой составляющей. Таким образом, на стадии МК, для ОВ рассматриваемого комплекса характерны генерационные процессы малой интенсивности, слабая выраженность миграции, вход в ГФН сапропелевого ОВ фиксируется только на заключительном этапе МК.
В битумоидах, генетически связанных с ОВ с преобладанием гумусовой составляющей, на ранней стадии катагенеза МК, наблюдается более широкое изменение концентрации углерода в элементном составе – 79,2-84,42%, причем средние концентрации – 81,6% совпадают с сапропелевыми битумоидами. Но содержание водорода ниже 8-12,7%, а концентрация гетероэлементов больше – 6,28-12,7%.
Процессы новообразования углеводородов в гумусовом ОВ значительно отстают, содержание УВ весьма низкое – 21,3-38,1%. Кислые и нейтральные компоненты сближаются по содержанию: отношения асфальтогеновых кислот к асфальтенам и спиртобензольных смол к бензольным составляет соответственно 1,05 и 1,27. Битумоидные коэффициенты у гумусовых битумоидов на стадии МК, очень низкие, они не превышают для (ХБ – 3,6; (УВ – 1 0; (смБ – 0,4; (асф – 1,0.

В индивидуальном составе алканов отмечается меньшее содержание изопреноидов – 10,16%. Максимум концентрации н-алканов фиксируется в области низкомолекулярных УВ – н-С16-н-С20 – 36,21%, УВ диапазона н-С21-н-С25 составляют 23,31%, н-С26-н-С30 – 13,94%. Максимумы относятся к н-алканам н-С16, н-С19, н-С24, н-С26, н-С28, гомологический ряд н-алканов продолжается до н-С34, отношение нечетных алканов к четным увеличивается до 1,15.
Зафиксированные особенности отражают сапропелево-гумусовую природу исходного РОВ и невысокую степень его термической превращенности.
Проведенные аналитические исследования свидетельствуют о том, что на этапе катагенетического изменения интенсивность генерации УВ гумусовым РОВ хотя и уступает сапропелевому, но все же и гумусовое ОВ к концу МК, входит в ГФН.
Максимальная глубина, на которой залегают породы, органическое вещество из которых преобразовано до МК2, достигает 2950 м. Изученные битумоиды, обнаруживающие степень преобразования МК2, обязаны своим происхождением органическому веществу смешанного гумусово-сапропелевого и сапропелево-гумусового типов.

Содержание углерода в элементном составе изменяется почти в том же диапазоне, что и на этапе МК2, а средние концентрации становятся даже меньше – 81,61%. Для водорода этот показатель несколько увеличивается до 11,41%, доля гетероэлементов остается на уровне прежней стадии МК1, составляя в среднем 7,0%. Поэтому и показатель превращенности на стадии МК2, хотя и достигает в некоторых случаях 22,6 единиц, в среднем возрастает очень незначительно до 13,72 на стадии МК2 против 13,21 на стадии МК1.

Аналогичные закономерности отмечаются и в групповом составе битумоидов из РОВ гумусово-сапропелевого типа. Расширяется диапазон концентраций углеводородов – от 28,6 до 60,3%, а средние значения снижаются по сравнению с МК1 – 41,13%. В смолах несколько возрастают бензольные разности до 16,59%, в наиболее высокомолекулярной части усиливается роль собственно асфальтенов, средняя величина отношения асфальтогеновых кислот к асфальтенам составляет 1,42. Битумоидные коэффициенты на стадии МК2 по мере роста глубины уменьшаются: (ХБ – 0,7-4,4; (УВ – 0,26-1,7; (смБ – 0,14-0,7; (смСБ – 0,21-1,5; (асф – 0,09-0,60.
Таким образом, с нарастанием степени преобразованности органического вещества до МК2 отмечается некоторое понижение битумоидных коэффициентов, соотношений углеводородной и смолисто-асфальтеновой части. Это связано с тем, что на стадии МК2 в нижнепермском терригенном НГК в РОВ гумусово-сапропелевого типа эмиграционные процессы начинают преобладать над процессами генерации, что хорошо иллюстрируется резким изменением концентрации УВ от минимальных до максимальных для данного НГК.
В индивидуальном составе УВ из битумоидов, экстрагированных из образцов, связанных с территорией Большесынинской впадины (Суборская площадь), наблюдается необычно высокое содержание изопреноидных алканов, составляющее 30,69%. В составе н-алканов происходит резкое возрастание УВ диапазона н-С16-н-С20=50,32% с максимумом в области нормального гептадекана – 14,19%, доля средне-, а тем более высокомолекулярных УВ, незначительна – н-С21-н-С25=6,80; н-C26-н-C30=3,15%. Пристан превосходит фитан в 1,18 раз, изопреноидный коэффициент равен 0,86. Коэффициент нечетности имеет высокую величину при укороченном концентрационном ряде нормальных алканов – до н-С32. Наблюдаемый индивидуальный состав отражает наличие в РОВ гумусовой составляющей.
Таким образом, в битумоидах сапропелевого и гумусово-сапропелевого ОВ на стадии МК2 происходит некоторое уменьшение величины битуминозности и содержания УВ, что объясняется преобладанием процессов эмиграции над генерацией УВ.
В сапропелево-гумусовых битумоидах на стадии МК2 концентрация углерода в элементном составе значительно возрастает до 81-85,44%, содержание водорода остается на прежнем уровне, типичном для гумусовых битумоидов – 8,69%, доля гетероэлементов снижается до 5,8-10,7%, поэтому показатель превращенности возрастает до 12,08.
Содержание УВ изменяется от 15,4 до 47,2%о, при средних значениях, меньших по сравнению с МК1. Возрастает роль смол, особенно спиртобензольных, поэтому отношение кислых разностей к нейтральным несколько увеличивается в среднем до 1,4. Доля асфальтенов остается такой же высокой, как и на стадии МК1 – 32,94%, но снижается концентрация асфальтогеновых кислот, поэтому в большинстве случаев нейтральные компоненты преобладают над кислыми. Битумоидные коэффициенты остаются на том же уровне, что и в МК1: (ХБ – 1,39; (УВ – 0,39; (смБ – 0,24; (смСБ – 0,31; (асф – 0,45.
По характеру распределения индивидуальных н-алканов и изопреноидов среди битумоидов гумусово-сапропелевого РОВ выделяются 2 типа.
В одном из них отмечается бимодальное распределение н-алканов с максимумами на н-С17=7,15%; н-С19=6,89% и н-С27=8,0%, высокое содержание изопреноидов – 13,08%, особенно пристана – 6,43%. Отношение пристана к фитану составляет 1,82, изопреноидный коэффициент равен 0,72. В этой группе коэффициенты нечетности повышаются до 1,19. Зарегистрированные особенности распределения высокомолекулярных алифатических УВ свидетельствуют о смешанной сапропелево-гумусовой природе исходного ОВ.

Вторая группа битумоидов характеризуется еще более высокой концентрацией изопреноидов – 18,30%, среди которых также доминирует пристан – 8,11%. Среди н-алканов наибольшая роль принадлежит низкомолекулярным УВ – н-С16-н-С20 в сумме составляют 36,96%, далее по гомологическому ряду кривая имеет ступенчатый характер. Отношение пристана к фитану составляет 1,88, изопреноидный коэффициент равен 0,88.

Таким образом, на этапе преобразования МК2 гумусово-сапропелевое РОВ находится в условиях ГФН, но генерационный потенциал его невысок, новообразование УВ на стадии МК2 происходит в очень вялой форме и уступает по интенсивности эмиграции УВ.

Преобразование сапропелево-гумусового ОВ на этапе катагенеза МК2 проявляется в более активной форме по сравнению с гумусово-сапропелевым, но оно выражается в активизации его обуглероживания вследствие очень низкого генерационного потенциала.

Максимальные глубины обнаружения отложений нижнепермского терригенного НГК, в котором органическое вещество преобразовано до средней стадии мезокатагенеза – МК3, составляют 3650 м. Изученные на этой стадии битумоиды генетически связаны с сапропелевым и гумусово-сапропелевым типами. Содержание углерода значительно увеличивается по сравнению с предыдущей стадией, и достигает максимальных для данного НГК величин – 81,9-85,3% при среднем значении 83,08%. Продолжается постепенное, хотя и незначительное сокращение доли гетероэлементов до 5,6-7,5%. Несколько снижается концентрация водорода до 9,6-11,4%, составляя в среднем 10,66%. В групповом составе содержание углеводородов повышается до 47,5-49,5%, по-видимому, за счет снижения спиртобензольных смол, возрастают нейтральные компоненты, отношение асфальтогеновых кислот к асфальтенам становится меньше единицы – 0,76. Битумоидные коэффициенты низкие – (ХБ=4,5; (УВ=0,30; (смБ=0,09; (смСБ=0,15; (асф=0,07.

С увеличением степени катагенетической превращенности все больше увеличивается количество относительно низкомолекулярных УВ по сравнению с более ранними стадиями – н-С16-н-С20=41,13%5 кривая распределения н-алканов в средне- и высокомолекулярной области имеет более плавный характер сумма н-С21-н-С25=21,62%; н-С26-н-С30-11,69% при общей, протяженности гомологического ряда н-алканов ряда до н-С36. Битумоиды характеризуются высокой концентрацией изопреноидных УВ – 15,47%, с преобладанием пристана iC19/iC20=l,69; ki=0,54. Подобный индивидуальный состав позволяет отнести исследованные образцы к образованным за счет сапропелево-гумусового ОВ.

Таким образом, органическое вещество сапропелево-гумусового и гумусово-сапропелевого типа, преобразованное до стадии МК3, все еще находится в ГФН, процесс генерации проходит очень вяло, выход из ГФН затягивается.

Максимальная глубина, на которой залегают породы рассматриваемого НГК, органическое вещество которых преобразовано до стадии позднего мезокатагенеза МК4, достигает 4050 м. На этой стадии изучены битумоиды, связанные с сапропелевым, гумусово-сапропелевым и сапропелево-гумусовым РОВ.

В битумоидах, генетически связанных с РОВ, в котором преобладает сапропелевая составляющая, содержание углерода в элементном составе снижается по сравнению со стадией МК3 до 81-83%, концентрация гетероэлементов остается невысокой, содержание водорода сохраняется на прежнем уровне – 10,5-11,3%. Показатель превращенности имеет значения, такие же, как и на этапе МК3 – 13,9. Концентрация углеводородов сокращается до 32,0%. Даже в жестких термодинамических условиях процессы новообразования УВ затруднены. В асфальтенах и смолах возрастают кислые компоненты, коэффициенты битуминизации продолжают снижаться: (ХБ=1,2; (УВ=0,12; (смБ=0,05; (смСБ=0,14; (асф=0,06.

Отмеченные особенности позволяют заключить, что сапропелевое ОВ нижнепермского терригенного НГК на этапе МК4, в основном, исчерпало генерационный потенциал в отношении жидких УВ и по условиям генерации вышло из ГЗН. Гумусовое ОВ, преобразованное до уровня МК4, все еще находится в условиях ГЗН.

Максимальная глубина обнаружения в нижнепермском НГК образцов, содержащих ОВ, преобразованное до заключительной стадии мезокатагенеза – МК5, составляет 4,2 км.

На стадии МК5 изучены битумоиды, связанные с РОВ сапропелевого, гумусово-сапропелевого и сапропелево-гумусового типов.

Битумоиды из ОВ с преобладанием сапропелевой составляющей характеризуются низкой концентрацией углерода – 81,3%, резким повышением гетероэлементов по сравнению с этапами МК1-МК4 до 8,7%, снижением содержания водорода до 10%, невысоким показателем превращенности – 10,6. В групповом составе битумоидов несколько повышается по сравнению с МК4 содержание УВ – 39,9%, соответственно снижается концентрация спиртобензольных смол – до 25,7%. Коренная перестройка наблюдается в асфальтенах, которые достигают максимальных концентраций – 16%, в то время как асфальтогеновые кислоты резко сокращаются, отношение асфальтогеновых кислот к асфальтенам составляет 0,34.

Таким образом, для сапропелевого ОВ этап МК5 знаменуется вступлением в главную зону газообразования.

Битумоиды из РОВ гумусового типа на заключительной стадии мезокатагенеза МК5 отличаются максимальной для рассматриваемого НГК концентрацией углерода – 85,6-86,5%, и низким содержанием гетероэлементов – 5,5%, показатель превращенности достигает значений 17,3, битуминологические коэффициенты имеют весьма небольшую величину: (ХБ=1,0; (УВ=0,4; (смБ=0,1; (смСБ=О,3; (асф=0,2. Гумусовое ОВ, преобразованное до МК5, фактически исчерпывает на этом этапе свой генерационный потенциал.
Таким образом, специфической особенностью отложений нижнепермского терригенного НГК является невысокий генерационный потенциал содержащегося в них РОВ, обнаруживающих для сапропелевого и сапропелево-гумусового типов признаки истощения уже на границе МК2-МК3.
Вступление в ГЗН для обоих типов РОВ растянуто, особенно для гумусового ОВ, без резкого подъема концентрации геохимических показателей и отчетливо выраженных в изменениях состава. Только к концу МК1 геохимические показатели позволяют утверждать, что сапропелевое и гумусовое ОВ вступают в ГФН. Сапропелевое ОВ находится в ГФН на ранних и средних стадиях мезокатагенеза (МК2-МК3) и к концу МК4 выходит из зоны активной нефтегенерации. Генерация жидких УВ гумусовым ОВ происходит еще менее интенсивно, достигая максимума на стадии МК4 и продолжаясь на МК5, хотя этот процесс в силу своих небольших масштабов представляет больше теоретический, нежели практический интерес.
В верхнепермском терригенном НГК распространено ОВ сапропелевого, сапропелево-гумусового и гумусового типов, присутствующее в отложениях комплекса в рассеянном и концентрированном состоянии. В разрезе верхней перми встречаются пласты, обогащенные углистым материалом или включениями угля с высоким содержанием Сорг, достигающим 9,11 % на породу.
Максимальная глубина выхода из протокатагенетической стадии для отложений верхней перми ПК фиксируется на уровне 1,6 км. Состав битумоидов на этом этапе отражает низкую степень преобразованности исходного ОВ. Содержание углерода в основном небольшое – 78,4-80,2 %, лишь на выходе из ПК появляются битумоиды с концентрацией углерода до 82,9%. Для большинства образцов характерно достаточно высокое содержание водорода – 9,4-11,7% и, особенно, гетероэлементов – 7,9-13,5 %. Коэффициент превращенности имеет большую величину – 6,4-12,9.
Содержание углеводородов, в основном, низкое – 23,4-39,0% и только в единичных случаях повышается до 43,7 %. Битумоиды отличаются значительным преобладанием спирто бензольных смол – 35,5-44,3% над бензольными – 6,7-18,2%, асфальтогеновых кислот – 7,0-12,8% над асфальтенами – 1,4-7,2%.
Коэффициенты битуминизации весъма невелики: (ХБ=5,1, только в единичных случаях их величина поднимается до 6 единиц, (УВ=1,5; (смБ= 0,073; (смСБ= 2,86; (асф= 0,7.
Таким образом, групповой состав битумоидов свидетельствует об их низкой преобразованности, отсутствии миграционных процессов. Явное обогащение кислыми компонентами характерно для разностей, образованных из органического вещества сапропелево-гумусового и гумусового типов.
Распределение нормальных и изопреноидных алканов в метаново-нафтеновой фракции битумоидов, связанных с отложениями верхнепермского комплекса Косью-Роговской впадины и гряды Чернышева, весьма специфично.
Н-алканы диапазона С16-С20 имеют невысокую концентрацию – 22,65-24,46 %. Основное содержание от 57,18 до 67,13% приходится на средне- и высокомолекулярную области гомологического ряда: н-С21-25= 26,97-37,65%; н-С26-30= 29,48-30,21%. Максимумы в распределении н-алканов принадлежат нечетным н-С23, н-С25, н-С27, н-С29, н-С31, что увеличивает значение отношения нечетных алканов к четным до 1,48-2,52. Содержание изопреноидов невысокое – 2,75-5,06 %; отношение пристана к фитану равно 0,74-1,59; изопреноидный коэффициент составляет 0,25-0,40.
Таким образом, отмеченные особенности свидетельствуют о низкой преобразованности органического вещества верхнепермских толщ в протокатагенезе, отсутствии или весьма слабом развитии эмиграционных процессов и входе в ГФН на заключительных этапах протокатагенетической стадии.
Максимальная установленная глубина существования органического вещества в отложениях верхней перми, преобразованного до ранней стадии мезокатагенеза – МК1 отмечается на глубинах около 1 км. Изученные образцы генетически связаны со смешанным, сапропелево-гумусовым и гумусово-сапропелевым ОВ.
Намечается, хотя и весьма слабая, активизация генерационных процессов. Содержание углерода в элементном составе гумусово-сапропелевых битумоидов, в основном, не превышает 77,5-80,83%о, но появляются образцы с концентрацией углерода 81,0-83,8%. Доля гетероэлементов снижается до 7,0-11,1%, коэффициент превращенности увеличивается до 7,5-20,3 единиц. Концентрация спиртобензольных смол уменьшается до 21,0-46,5%, а углеводородов повышается до 24,2-51,7%. Спиртобензольные смолы продолжают, как и в ПК, резко преобладать над бензольными – их отношение изменяется от 6,2 до 20,3 %.
Аналогичные тенденции отмечены и в составе асфальтеновых компонентов. Они отражаются в значительном преобладании асфальтогеновых кислот, составляющих 2,5-12,9%, над асфальтенами – 0,6-7,9 %, при некотором снижении концентрации кислых компонентов по сравнению с протокатагенетической стадией.

Таким образом, общим направлением изменения битумоидов на стадии MK1 является незначительное сокращение кислых разностей в составе битумоидов. По сравнению с протокатагенезом, на ранней стадии MK1 наблюдается очевидное увеличение значений битумоидного коэффициента (ХБ до 5, в то же время максимальные значения не превышают 6,5 единиц; углеводородный коэффициент незначительно растет до (УВ= 0,18-2,5, остальные коэффициенты остаются на прежнем уровне – (смБ= 0,06-0,6; (смСБ- 0,05-2,8; (асф= 0,01-1,0.
Зарегистрированные изменения битуминологических показателей свидетельствуют о вялых, но все же более значительных, чем в протокатагенезе, генерационных процессах.
В битумоидах с преобладанием гумусовой составляющей содержание углерода в элементном составе изменяется в более узком интервале и составляет 79,7-83,8%; водорода – 8,2-9,3%; для гетеро-элементов эта величина повышена до 6,9-12,0%, показатель превращенности невелик – 7,3-13,15.
Концентрация углеводородов для данного генотипа не превышает 23,1-38,0%. Битумоиды отличаются очень высоким содержанием асфальтогеновых кислот – 11,9-15,6% и асфальтенов – 4,6-13,2 %, причем асфальтены не только приближаются по концентрации к асфальтогеновым кислотам, но и иногда начинают преобладать над последними, что характерно для ОВ гумусового типа.
Битумоидные коэффициенты в основном имеют величину (ХБ=1 38-4,3, в единичных случаях до 6,5-8,59; (УВ=0,4-2,32; ( смБ=0,2-l,92; (смСБ=4-2,56; (асф= 0,23-1,80.
Таким образом, в ОВ сапропелево-гумусового типа генерация УВ протекает весьма слабо.
Распределение индивидуальных УВ в битумоидах из ОВ смешанного типа с преобладанием гумусовой составляющей, распространенных в Косью-Роговской впадине, весьма специфично. Для них характерно бимодальное распределение н-алканов с максимумами в областях нечетных н-алканов: С11-С19 и С23, С25, С27, О29. Основную долю составляют алканы н-C21-30= 51,19-66,33%, коэффициент нечетности высокий – Кнч=1,68-1,87. Битумоиды отличаются весьма высоким содержанием изопреноидов – 7,13-11,78%.
Как показывает детальная характеристика химического состава битумоидов, ОВ верхнепермского НГК свойственна смешанная сапропелево-гумусовая и гумусово-сапропелевая природа, чисто сапропелевые разности отсутствуют. На стадии МК, генерационные процессы протекают с весьма низкой интенсивностью, отвечающей начальному этапу ГФН, при этом миграционные процессы выражены слабо.

Максимальная глубина залегания верхнепермских пород, на которой зарегистрирована отражательная способность витринита, соответствующая завершению МК2, отмечается на уровне 3250 м. На стадии МК2 изучены битумоиды из ОВ гумусово-сапропелевого и сапропелево-гумусового типов.
В элементном составе битумоидов из ОВ гумусово-сапропелевого типа содержание углерода продолжает повышаться до 80,15-84,54%, а гетероэлементов – снижаться до 3,3-9,56%, показатель превращенности возрастает до 10,19-24,1 единиц. Групповой состав битумоидов сохраняется почти на постоянном уровне и характеризуется невысоким содержанием УВ – 27,2-48,4%, бензольных смол – 7,1-25,4%, спиртобензольных смол – 23,8-54,3, асфальтогеновые кислоты – 1,8-13,4% преобладают над асфальтенами – 1,5-8,5%. Битумоидные коэффициенты в основном имеют те же значения, что и в MК1 с весьма незначительным увеличением (УВ: (ХБ=10,5; (УВ=4,0; (смБ=2,1; (смСБ=2,7; (асф=1,0.
Распределение реликтовых алканов С10-С40, наблюдаемое в образцах, отобранных на Нитчемьюской площади (Большесынинская впадина) характеризуется появлением максимумов в области алканов н-С1б-н-С20=26,90-33,96%, но основная роль принадлежит длинноцепочечным соединениям н-С21-н-С30 – 42,2-57,01%. Содержание нечетных H-C25,27,29 резко снижается, поэтому коэффициент нечетности падает до 1,06-1,49. Изопреноиды достигают высоких концентраций – 7,46-12,96%, отношение пристана к фитану – 1,33-1,51; изопреноидный коэффициент повышается до 0,54-0,62. Такой характер распределения свидетельствует о повышенном влиянии сапропелевой составляющей в гумусово-сапропелевых разностях.
В битумоидах, образованных в результате деструкции ОВ с преобладанием гумусовой составляющей, содержание углерода в элементном составе повышается до 80,28-85,8%; водорода до 8,77%; продолжает сохраняться высокая доля гетероэлементов – 5,2-13,2%. В то же время, количество УВ несколько снижается до 16,4-34,2% и увеличиваются асфальтеновые компоненты 21,2-40,1%, причем, собственно асфальтены превалируют над асфальтогеновыми кислотами. Сокращение кислых компонентов отражается и на спиртобензольных смолах, которые, хотя и продолжают преобладать над бензольными смолами, но концентрация их уменьшается, составляя в среднем 23,58%. Битумоидные коэффициенты падают: (ХБ=3,7; (УВ=1,13; (смБ=0,9; (смСБ=1,48; ( асф=1,1.
В распределении алкановых УВ С10-С40 максимум принадлежит высокомолекулярным соединениям – н-С24.31-45,96% с четким преобладанием нечетных алканов С25,27,29,31 над четными, коэффициент нечетности равен 1,54. Доля относительно низкомолекулярных н-алканов до н-С16 снижается до 21,50%. Изопреноиды составляют 10,35%, изопреноидный коэффициент равен 0,93; пристан преобладает над фитаном в 2,01 раза.
Таким образом, состав битумоидов указывает на то, что исходное ОВ обоих типов на стадии МК2 все еще находится в ГФН, но все процессы, связанные с генерацией и эмиграцией, характеризуются весьма небольшой интенсивностью.
На стадии МК3, прослеживающейся до глубины 3,5 км, битумоиды, генерированные исходным ОВ различных типов, сближаются по своему составу. Они характеризуются низким содержанием углерода – 76,4-79,64%, повышением роли гетероэлементов до 8,16-14,3%), низким показателем превращенности – 5,9-11,25%. Битумоидные коэффициенты имеют низкую величину: (ХВ = 2,12-5,0; (УВ = 0,4-2,0; (смБ = 0,44-0,92; (смСБ = 0,47-2,23; (асф = 0,22-1,2. Изложенные особенности показывают, что на стадии МК3 ОВ верхнепермского НГК находится в условиях ГФН, но процесс генерации жидких УВ уменьшается по масштабу.
Таким образом, ОВ верхнепермского комплекса, так же, как и ОВ нижележащего нижнепермского терригенного НГК, свойственно отсутствие активного проявления процессов нефтегенерации в силу невысокого генерационного потенциала. Вход в ГЗН отмечается на протокатагенетической стадии преобразования, завершение ГФН и переход в зону газогенерации фиксируется на уровне МК3.
Достаточно подробная характеристика изменения группового, элементного состава битумоидов и характера распределения реликтовых высокомолекулярных алканов их метаново-нафтеновой фракции в основных нефтегазогенерирующих комплексах ТПП, приведенная в разделе призвана подтвердить и проиллюстрировать различие в условиях проявления основных фаз нефте- и газообразования в НГМП осадочного чехла ТПП. Генерализованная количественная характеристика условий реализации основных фаз нефте- и газогенерации ОВ рассмотренных НГК приведена в табл. 2.3. Наблюдаемое различие этапов и стадий, а также палеоглубин обусловлено разным генерационным потенциалом НГМП рассмотренных комплексов, требующим для своей реализации различного по интенсивности термобарического воздействия.
Спецификой нижних НГК – среднеордовикско-нижнедевонского, среднедевонско-нижнефранского, семилукско-турнейского, особенно нижнепалеозойского, является затяжной характер нефтегенерационных процессов, длящихся на этапах жесткого катагенеза и соответственно проявляющихся на значительных глубинах. Это обстоятельство смещает интенсивность процессов нефтегазообразования в сторону преимущественного формирования нефтяных залежей, сменяющихся системами переходного типа, и предопределяет значительно меньший масштаб процессов образования первичных газоконденсатов, а тем более сухих газов на завершающих стадиях литогенеза.

Совместный анализ зональности распределения ОВ различного фациально-генетического типа, его битуминологических показателей и уровня катагенетического преобразования ОВ, изученных для разреза осадочного чехла ТП НГП, позволяет определить пространственное положение очагов нефтегазогенерации и охарактеризовать их по масштабу генерационных процессов, характеру флюида, типу катагенетической зональности, возрасту материнских толщ и степени их термической преобразованности. Геохимические корреляции «нефть-органическое вещество» и «нефть-нефть», выполненные по биомаркерам углеводородного и неуглеводородного характера, а также палеотектонический анализ дают возможность для обозначения зон нефтегазонакопления, генетически связанных с выделенными очагами генерации (ОГ) и нефтегазоматеринскими толщами в их пределах. Характеристика системы очагов генерации и примеры связанных с ними залежей УВ приведены в табл. 2.4.
В качестве наиболее крупных зон генерации выделяются надочаговые образования крупного ранга – Северная и Южная, представляющие собой ассоциации смежных очагов нефтегазообразования. В северную зону входят Северо-Колвинский и Баренцевоморский очаги генерации, в южную – Ижма-Печорский, Джебольский, Верхнепечорский и Печоро-Кожвинский ОГ. Менее крупными очагами второго ранга являются Варандей-Адзьвинский и Косью-Роговской. К локальным очагам третьего ранга относятся Хорейверский и Большесынинский.

Ижма-Печорский ОГ расположен в центральной части одноименной синеклизы – территории, которая характеризуется катагенетической зональностью, редуцированной снизу. Она выражается в том, что в низах осадочного чехла залегают отложения, степень катагенетической преобразованности которых не достигает завершающих стадий катагенеза, а ограничивается этапами МК4. Это обусловливает образование в данном ОГ залежей УВ в основном нефтяного типа.

Генерирующие толщи развиты в двух НГК: среднедевонско-нижнефранском терригенном и доманиково-турнейском карбонатном. Тип ОВ в обоих комплексах смешанный, с преобладанием сапропелевого материала. За счет генерирующих толщ среднедевонско-нижнефранского комплекса образуются нефтяные залежи как сингенетичного, так и эпигенетичного происхождения. К сингенетичным относятся залежи, выявленные, например, на Западно-Тэбукском, Мичаюском и Джъерском месторождениях. Эпигенетичные залежи формируются в результате вертикальной и латеральной миграции. При вертикальной миграции возникают залежи в широком диапазоне разреза осадочного чехла вплоть до отложений верхней перми.

ОВ нефтематеринских толщ, приуроченных к доманиково-турнейскому НГК, на территории рассматриваемого ОГ, преобразовано от МК2 до МК3 и находится в условиях главной зоны нефтеобразования.

Джебольский ОГ охватывает Джебольскую ступень и юг Верхнепечорской впадины, характеризуется редуцированной сверху катагенетической зональностью, высокой катагенной преобразованностью нефтематеринских толщ среднеордовикско-нижнедевонского(?), среднедевонско-нижнефранского и доманиково-турнейского возраста (табл. 2.4).

С отложениями среднеордовикско-нижнедевонского НГК связывается незначительный генерационный потенциал. Содержащееся в НГМП ОВ преобразовано до стадии МК5-АК, реализация его, вероятно, имеет место в Верхнепечорской впадине. Формирование залежей происходило в основном, в процессе вертикальной миграции.

Наибольшее значение имеют НГМП, связанные с доманиково-турнейским НГК, представленные почти по всему разрезу доманикоидными фациями, преобразованными до стадий МК4-5. Латеральная миграция из Джебольского очага обусловливает формирование залежей Мичаю-Пашнинского и Ухта-Ижемского НГР.

Верхнепечорский ОГ территориально связывается с центральной и северной частями Верхнепечорской впадины, характеризуется полной катагенетической зональностью с развитием нефтяных, газоконденсатных и газовых залежей. Нефтематеринские толщи залегают в отложениях среднеордовикско-нижнедевонского (?), среднедевонско-нижнефранского, доманиково-турнейского и нижнепермского терригенного НГК.

Нефтегазоматеринские толщи первых трех комплексов находятся на весьма высоких стадиях катагенетического преобразования, отвечающих на большей части территории выходу из ГФН. В соответствии с этим они генерируют очень легкие нефти, газоконденсатные флюиды и сухой газ.

Печоро-Кожвинский ОГ в плане соответствует территории Печорокожвинского мегавала и характеризуется редуцированной сверху катагенетической зональностью. Нефтегазоматеринские толщи связываются с отложениями силурийско-нижнедевонского, среднедевонско-нижнефранского и доманиково-турнейского НГК. Среди них ведущими в отношении генерационного потенциала являются отложения среднего девона – нижнего франа, преобразованные до стадии МК2-5. Реализация генерационного потенциала происходила в условиях развития палео- и современной геологической структуры, приведшей к образованию на ее месте западной ветви Печороколвинского авлакогена.

По-видимому, отложения доманиково-турнейского возраста в этом районе вряд ли имеют возможность для реализации огромного генерационного потенциала сосредоточенного в них РОВ, в связи с недостаточной их катагенной преобразованностью на большей части рассматриваемой территории и весьма затрудненными условиями эмиграции и миграции в вышезалегающие толщи, обладающие пониженными коллекторскими свойствами. Геохимическую зональность и распространение генотипов битумоидов в этом районе маскирует инверсионная природа Печорокожвинского мегавала, обусловившая широкое развитие вертикальных миграционных потоков, охватывающих весь разрез осадочного чехла (табл. 2.4).
Северо-Колвинский ОГ расположен в пределах северной части Печоро-Колвинского авлакогена, включая прилегающие районы Хорейверской впадины и распространяясь на юг до широты современных Пашшорского и Возейского месторождений. Он характеризуется катагенетической зональностью полного типа. Нефтегазоматеринские толщи связаны с отложениями силурийско-нижнедевонского карбонатного и среднедевонско-нижнефранского терригенного НГК, они имеют весьма ограниченное площадное распространение в отложениях доманиково-турнейского комплекса на юге очага, а в нижнепермском терригенном комплексе – в крайних северных районах.
Табл. 2.4

Характеристика очагов генерации УВ Тимано-Печорской НГП [1]

	
	Название и индекс очага генерации
	Тип УВ флюида
	Тектоническая приуроченность
	Тип катагенетической зональности
	Характеристика генерирующих толщ
	Реализация генерационного потенциала (примеры залежей)

	
	
	
	
	
	Принад-лежность к НГК
	Тип ОВ
	Степень катагенеза ОВ
	Сингенетичных
	Эпигенетичных
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	Вертикальная
	Латеральная миграция

	Южная
	I
Ижма-Печор-ский
	Н
	Ижма-Печорская синеклиза
	Редуцированная снизу
	D3dm-C1t
	Г-С
	МК2-3
	Низевая, Западно-Аресская, Талыюская
	Безымянная-Р2, Лемьюская-Р2, Исаковская-Р1-Р2
	-

	
	
	
	
	
	D2-D3f1
	Г-С
	МК3-4
	Западно-Тэбукская, Мичаюская, Джьерская
	Северо-Савиноборская – Р2, Верхнекосьюская – Р2
	

	
	II
Джеболь-ский
	Г, ГК
	Джебольская ступень и юг Верхнепе-чорской впадины
	Редуцированная снизу
	Р1терр.
	С-Г
	МК2-4
	Курьинская
	
	

	
	
	
	
	
	D3dm-C1t
	Г-С
	МК4-5
	Джебольская, Прилукская
	Рассохинская – С-Р1, Патраковская – С-Р1
	Газовые и газоконденсатные залежи юга Мичаю-Пашнинского НГР

	
	
	
	
	
	D2-D3f1
	Г-С
	МК4-5
	Джебольская, Прилукская
	—
	Залежи Ухта-Ижемского, юга Велью-Тэбукского и Мичаю-Пашнинского НГР

	
	III
Верхне-печорский
	Н, Г, ГК
	Центральная и северная части Верхнепе-чорской впадины
	Полная и тектонически нарушен-ная
	Р1терр.
	Г-С
	МК2-4
	
	—
	—

	
	
	
	
	
	D3dm-C1t
	Г-С
	МК3-4
	Юрвож-Большелягская
	Козлаюская – С-Р1, Вуктыльская – С-Р1
	—

	
	
	
	
	
	D2-D3f1
	Г-С
	МК4-АК
	Юрвожская
	—
	—

	
	
	
	
	
	О2-D1
	С
	МК5-АК
	—
	—
	—

	
	IV
Печоро-Кожвин-ский
	Н, Г, ГК
	Печоро-Кожвинский мегавал
	Редуцированная сверху
	D3dm-C1t
	Г-С
	МК3-4
	—
	—
	Лузская, Чикшинская, нефтяные залежи юга Шапкина-Юрьяхинского вала

	
	
	
	
	
	D2-D3f1
	Г-С
	МК4
	—
	—
	Нефтяные залежи прибортовой части Большесынинской впадины

	
	
	
	
	
	О2-D1
	С
	МК5
	—
	—
	Нефтяные и газоконденсатные залежи западного борта Денисовского прогиба

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Северный
	V
Северо-Колвинский
	Н
	Север Печоро-Кол-винского авлакогена
	Полная
	D3dm-C1t
	Г-С
	МК2-3
	—
	—
	—

	
	
	
	
	
	D2-D3f1
	Г-С
	МК3-4
	—
	—
	—

	
	
	
	
	
	О2-D1
	С
	МК3-АК
	Южно-Возейская, Усинская, Центральновозейская
	Возейская – D2, Усинская – D2, Костюкская – D3, Харьягинская – D2-Т
	Восточно-Харьягинская, Верхневозейская, Рогозинская

	
	VI
Баренцевоморский
	Н, Г, ГК
	Баренцево-морский шельф
	Полная
	Р-Т
	С-Г
	МК3-4
	—
	—
	Нефтяные залежи севера Сорокинского, газовые и газоконд. Колвинского НГР

	
	
	
	
	
	Р1карб.
	Г-С
	МК4-5
	—
	—
	Газовые и газоконденсатные залежи севера Печороколвинской НГО

	
	
	
	
	
	С1v2-P1
	Г-С
	МК4-5
	—
	
	Газовые и газоконденсатные залежи севера Печороколвинской НГО

	
	VII
Варандей-Адзьвин-ский
	Н
	Юг Варандей-Адзьвинской зоны и север Косью-Роговской впадины
	Редуцированная снизу
	D3dm-C1t
	Г-С
	МК2-3
	Южно-Торавейская
	Лабоганская – С-Р1, Наульская – С-Р1
	Пасседская, им.Р.Требса

	
	
	
	
	
	О2-D1
	С
	МК3
	Нядейюская, Наульская, Сарембойская
	Хосолтинская – D3, Седьягинская – D3, Западно-Леккейягинская – D2
	Нефтяные залежи восточного борта Хорейверской впадины

	
	VIII
Косью-Роговской
	Н, Г, ГК
	Косью-Роговская впадина
	Полная и тектони-чески нарушен-ная
	Р2
	С-Г
	ПК-МК1
	—
	—
	—

	
	
	
	
	
	Р1
	С-Г
	МК1-3
	—
	Бергантымылькская – С-Р1, Романъельская – С-Р1
	—

	
	
	
	
	
	D3dm-C1t
	Г-С
	МК2-4
	Поварницкая, Бергантымылькская, Верхнероговская
	—
	

	
	
	
	
	
	О2-D1
	С
	МК4-5-АК
	Кочмесская
	Кочмесская – Р1ar, Интинская – С-Р1, Лемвинская – С-Р1, Кожимская – С-Р1
	Среднемакарихинское, Усинокушшорское

	
	IX
Хорейвер-ский
	Н
	Центральная часть Хорейвер-ской впадины
	Редуцированная снизу
	D3dm-C1t
	Г-С
	МК1-2
	Лыдушорская, Мусюршорская, Северо-Хоседаюская, Западно-Сандивейская
	Южно-Баганская – С-Р1, Веякская – С-Р1, Баганская – С-Р1
	—

	
	
	
	
	
	О2-D1
	С
	МК3
	Сандивейская, Западно-Веякская, Лызаюская
	Сандивейская – С-Р1
	—

	
	X
Большесынинский
	Н
	Центральная часть Большесы-нинской впадины
	Полная
	Р1
	Г-С
	МК2-3
	Пыжъельская
	—
	—

	
	
	
	
	
	D3dm-C1t
	Г-С
	МК2-3
	Пыжъельская
	Южно-Сынинская – С-Р1
	—

	
	
	
	
	
	О2-D1
	С
	МК3-5
	—
	Пыжъельская – С1t
	—


Примечание: Н – нефтяные, Г – газовые, ГК- газоконденсатные, С – сапропелевый, Г-С – гумусово-сапропелевый, С-Г – сапропелево-гумусовый, ПК – протокатагенез, МК – мезокатагенез, АК – апокатагенез.

Таким образом, основной генерационный потенциал связывается в этом очаге с ОВ отложений силура-нижнего девона и, в значительно меньшей степени, с терригенными поддоманиковыми отложениями.

Органическое вещество в отложениях нижнего палеозоя, преобразованное до стадии МК4 и выше, сохранилось в достаточно большом количестве для такого уровня катагенеза, что свидетельствует о весьма значительном исходном генерационном потенциале. Состав унаследованных алкановых УВ отражает особенности раннедевонских биоценозов, за счет которых образованы уникальные высокопарафинистые нефти Харьягинского и сопредельных месторождений.

Индивидуальный состав углеводородов метано-нафтеновой фракции битумоидов и корреляции «нефть-органическое вещество» с очевидностью свидетельствует о генерации в рассматриваемом районе как минимум двух генотипов нефтей, при этом определяющим является генотип, связанный с отложениями силурийско-нижнедевонского возраста. Однако в крайних северных районах, особенно в пределах современного морского шельфа, существенный вклад в генерацию УВ внесен органическим веществом, накопление которого связано с морскими отложениями нижней перми. Им генерируется своеобразный тип нефтей и газоконденсатов на севере Печоро-Колвинского авлакогена, существование которых, по-видимому, связано с развитием Баренцевоморского очага генерации.

Границы Хорейверского ОГ выражены нечетко и ориентировочно могут быть связаны с центральной частью Хорейверской впадины. Катагенетическая зональность отличается чрезвычайной растянутостью стадий, связанной с существованием низкотемпературного режима в пределах всей впадины на протяжении ее развития, и обусловливающей редуцированную снизу катагенетическую зональность. Нефтематеринские толщи в пределах рассматриваемого очага распространены, главным образом, в отложениях доманиково-турнейского возраста и в меньшей степени – в отложениях нижнего силура на крайнем юго-востоке впадины. Наибольший интерес в отношении генерации УВ в пределах Хорейверского очага представляют нефтематеринские толщи, связанные с отложениями доманиково-турнейского возраста.

Варандей-Адзьвинский ОГ охватывает территорию одноименной структурной зоны, а также сопредельных районов Хорейверской и севера Косью-Роговской впадин. Рассматриваемый ОГ, так же, как и Хорейверский, отличается растянутой катагенетической зональностью, редуцированной снизу. Нефтематеринские толщи связаны с отложениями силурийско-нижнедевонского и доманиково-турнейского возраста, ОВ которых преобразовано до стадии МК3-4. По масштабу генерационных процессов определяющими являлись НГМП в карбонатных отложениях силура-нижнего девона.

Косью-Роговской ОГ выделяется в объеме Косью-Роговской впадины, гряды Чернышева и прилегающей части Хорейверской впадины в границах Макариха-Салюкинской зоны. Нефтематеринские толщи, приуроченные к рассматриваемому очагу генерации, отличаются широким распространением в разрезе осадочного чехла и связываются с отложениями силурийско-нижнедевонского, доманиково-турнейского, нижнепермского и верхнепермского НГК. В разрезе отмечается большая растянутость начальных и средних стадий катагенеза. В пределах впадины развит полный и тектонически нарушенный типы катагенетической зональности. Для района в целом характерны нефтегазоматеринские толщи низкой продуктивности, а в наиболее молодых пермских нефтегазоматеринских породах развит смешанный тип ОВ с преобладанием гумусовой составляющей, обусловливающий, несмотря на значительные мощности этих отложений, низкий генерационный потенциал содержащегося в них ОВ.

Большесынинский ОГ охватывает территорию всей Большесынинской впадины и южного окончания Колвинского мегавала. В его разрезе развита катагенетическая зональность полного типа. Нефтегазоматеринские толщи связаны с отложениями силурийско-раннедевонского, доманиково-турнейского и раннепермского возраста. Наибольшими генерационными возможностями обладает ОВ отложений нижнего палеозоя. Интенсивность его катагенной преобразованности меняется от МК4 до АК. Нефтематеринские толщи генерируют нефти конечных этапов нефтеобразования.

НГМП, связанные с доманиково-турнейскими отложениями, содержат ОВ гумусово-сапропелевого типа, преобразованное до стадии МК2-МК3. ОВ материнских пород пермского возраста преобразовано до стадий МК2-МК3, состав битумоидов свидетельствует о возможности генерации жидких УВ, несмотря на низкий генерационный потенциал, обусловленный преобладанием гумусовой составляющей в РОВ. В нефтегазоматеринских толщах верхней перми органическое вещество преобразовано до стадий МК1-МК2.

3. Нефтегазогеологическое районирование

3.1. Принципы нефтегазогеологического районирования

Основой для нефтегазогеологического районирования осадочных бассейнов является принятое для данного региона тектоническое районирование. Общепризнанно, что именно тектонический фактор, являясь постоянно действующим при генерации, миграции и аккумуляции углеводов, в конечном итоге определяет многофакторный процесс формирования залежей нефти и газа.

Основными элементами районирования являются – нефтегазоносная провинция (НГП), нефтегазоносная область (НГО), нефтегазоносный район (НГР), зона нефтегазонакопления (ЗНГН).
В соответствии с классификацией элементов нефтегазогеологического районирования нефтегазоносная область приурочена к одной или нескольким структурам I порядка и характеризуется единством геологического строения и истории развития, сходством условий нефтегазообразования, нефтегазонакопления и сохранности залежей УВ, количеством и возрастом распространения основных нефтегазоносных комплексов.

Нефтегазоносный район отвечает тектоническому элементу II порядка, территориально объединяющему месторождения УВ с различным строением, разным возрастом нефтегазоносных комплексов и временем формирования залежей.

Зона нефтегазонакопления представляет собой совокупность смежных и сходных по своему геологическому строению месторождений УВ, территориально приуроченных к генетически и структурно однородным ловушкам. Зона характеризуется единым возрастом основных НГК и сходством условий формирования залежей УВ.

Крупный Тимано-Печорский регион, обособленный в своих общепризнанных границах и характеризующийся общностью истории геологического развития одноименного седиментационного бассейна, литолого-фациальными, геохимическими и гидрогеологическими условиями разреза осадочного чехла, обеспечившими формирование в нем многочисленных залежей нефти и газа, традиционно выделяется в качестве нефтегазоносной провинции (соотношение начальных геологических ресурсов нефть-газ равно 4:1).

Изучение современного структурного плана осадочного чехла и условий залегания по отдельным опорным горизонтам совместно с анализом истории тектонического развития региона и его структурно-тектонических элементов различных порядков позволили провести нефтегазогеологическое районирование. В составе Тимано-Печорской НГП выделено шесть НГО, соответствующих региональным структурам: Тиманская, Ижма-Печорская, Печоро-Колвинская, Хорейверская, Варандей-Адзьвинская и Северо-Предуральская и самостоятельный Малоземельско-Колгуевский НГР (рис. 3.1, граф. прил. 8). Распределение залежей УВ в разрезе осадочного чехла по нефтегазоносным областям Тимано-Печорской провинции приведено на рис. 3.2 и граф. прил. 9.

В состав выделенных НГО входят 28 НГР, которые совпадают с субрегиональными структурами, в каждом из которых выделяются ЗНГН с установленной нефтегазоносностью, перспективные, с невыявленными перспективами и бесперспективные.
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Рис. 3.2. Схема распределения нефтегазоносности по НГО Тимано-Печорской НГП

Нефтегазогеологическое районирование ТП НГП:
1. Тиманская НГО:

-
Ухта-Ижемский НГР.

2. Ижма-Печорская НГО:

· Джебольский НГР;

· Омра-Сойвинский НГР;
· Мичаю-Пашнинский НГР;
· Велью-Тэбукский НГР;
· Верхнелыжско-Лемьюский НГР;
· Тобышско-Нерицкий НГР;
· Седуяхинско-Кипиевский перспективный НГР.
3. Малоземельско-Колгуевский НГР.

4. Печоро-Колвинская НГО;

· Кыртаельско-Печорогородский НГР;

· Мутноматериково-Лебединский НГР;
· Шапкина-Юрьяхинский НГР;
· Лайско-Лодминский НГР;

· Харьяга-Усинский НГР;

· Ярейюский НГР.
5. Хорейверская НГО:

· Колвависовский НГР;

· Чернореченский НГР.
6. Варандей-Адзьвинская НГО:
· Сорокинский НГР;
· Верхнеадзьвинский НГР;
7. Северо-Предуральская НГО:

· Коротаихинский перспективный НГР;

· Воркутский НГР;

-
Хоседаюский НГР;
· Кочмесский НГР;
· Интинско-Лемвинский НГР;
· Большесынинский НГР;
· Среднепечорский НГР;
· Вуктыльский НГР;
· Курьинско-Патраковский НГР;
· Верхнепечорский НГР.
3.2. Характеристика нефтегазоносных областей
Тиманская НГО приурочена к восточной части Тиманского поднятия, но нефтегазопроявления различного масштаба, вплоть до промышленных скоплений, выявлены только в пределах Восточно-Тиманского вала, где выделен Ухта-Ижемский НГР. Выделенные в этом НГР зоны нефтегазонакопления контролируются двумя основными факторами: структурным, выклинивания, стратиграфического срезания отложений НГК.

Промышленная нефтегазоносность территории связана с терригенными образованиями среднедевонско-нижнефранского НГК, в котором продуктивные горизонты развиты в отложениях эйфельского (пласты III и IIб) и живетского (пласты IIа, Iг, Iв) ярусов среднего девона и нижнефранского подъяруса (пласты 1б, 1а) верхнего девона. В НГО выявлено 16 месторождений (более 30 залежей). Наибольший интерес среди них представляет крупное Ярегское месторождение тяжелой нефти, разрабатываемое шахтным способом. Остальные месторождения относятся к категории мелких и часть из них уже выработана (в основу классификации месторождений по степени их крупности положены извлекаемые запасы нефти в млн. т. и балансовые запасы газа в млрд. м3).
Нефтяные месторождения приурочены к Ухта-Ижемскому валу, осложняющему северную часть Восточно-Тиманского вала. Газовые и нефтегазовые месторождения в большинстве случаев приурочены к Верхнеижемской антиклинальной зоне, осложняющей восточный склон вала, и контролируются глубинным Восточно-Тиманским разломом.
Определенный теоретический интерес представляют многочисленные нефте-, газо- и битумопроявления во вскрытой бурением части рифейского сланцевого комплекса. В рифейских образованиях было открыто мелкое газовое месторождение Водный Промысел, ныне уже выработанное.

По соотношению потенциальных ресурсов нефти (около 2/3) и газа (1/3) область является нефтегазовой.
Ижма-Печорская НГО соответствует Ижма-Печорской синеклизе. В пределах НГО в пространственном расположении выявленных месторождений наблюдается четкая закономерность – почти все они приурочены к Омра-Лузской седловине, отделяющей Ижма-Печорскую синеклизу от Верхнепечорской впадины. Омра-Лузская седловина явилась, таким образом, крупным аккумуляционным объектом для нефтяных флюидов, мигрирующих со стороны прилегающих к ней впадин. В ее пределах известно порядка 30 нефтяных месторождений (около 60 залежей). Нефтегазовые месторождения (Нибельское, Верхнеомринское, Нижнеомринское) выявлены только на Джебольской ступени в непосредственной близости от Восточно-Тиманского глубинного разлома.
В НГО промышленные залежи установлены практически по всему разрезу осадочного чехла, но распространены они крайне неравномерно. Более половины нефтяных и все газовые залежи приурочены к терригенным образованиям среднедевонско-нижнефранского НГК. Далее по значимости следуют карбонатный доманиково-турнейский и терригенный верхнепермский НГК.
Всего в составе Ижма-Печорской НГО выделено семь НГР. В южной части НГО в пределах Омра-Лузской седловины выделены пять НГР – Джебольский, Омра-Сойвинский, Мичаю-Пашнинский, Велью-Тэбукский и Верхнелыжско-Лемьюский. Промышленная нефтеносность в этих районах установлена практически по всему разрезу, за исключением самого нижнего НГК – верхнеордовикско-нижнедевонского и самого верхнего – триасового, которые являются перспективными объектами для опоискования на ближайшую перспективу.

Джебольский НГР приурочен к Джебольской моноклинали. В пределах НГР выявлено 8 мелких по запасам месторождения. Промышленная нефтегазоносность установлена в отложениях среднедевонско-нижнефранского и доманиково-турнейского НГК.
Залежи в терригенных отложениях среднедевонско-нижнефранского НГК (залежь газа на Джебольском месторождении), как правило, приурочены к малоамплитудным структурам и структурным носам. Средневзвешенная эффективная мощность коллекторов 4,1-5,5 м, пористость 12-16%, проницаемость 3,98-80 мД.

Продуктивность доманиково-турнейского НГК связана с терригенными отложениями фаменско-турнейской толщи заполнения, расположенной в виде залива вдоль зоны распространения верхнефаменских барьерных рифов в пределах Джебольской моноклинали и Омра-Сойвинской ступени. В рамках комплекса выявлены залежь газа на Джебольском и нефти на Динъельском месторождениях, приуроченные к пластам песчаников (I, II, III, IV) турнейского яруса. Коллекторы низкоемкие с открытой пористостью 18-21%, проницаемостью до 10 мД.
Омра-Сойвинский НГР приурочен к одноименной ступени. Промышленная нефтегазоносность района установлена в терригенных отложениях среднедевонско-нижнефранского НГК на Нибельском, Верхнеомринском, Нижнеомринском и Кодачском месторождениях.
Продуктивные пласты эйфельского (пласт III), живетского (пласт 1в) и раннефранского возраста (пласты 1а и 16) характеризуются значительной литологической изменчивостью. Кроме того, глубокий размыв среднедевонских отложений обеспечил существование и стратиграфических экранов, а многочисленные дизъюнктивы способствуют формированию тектонических экранов. Средневзвешенная эффективная мощность песчаников незначительна и составляет 2,2-5,8 м. Коллекторы высоко- и среднеемкие (Кп = 10-20%, Кпр = 300-750 мД).
Мичаю-Пашнинский НГР совпадает с границами Мичаю-Пашнинского вала. В пределах НГР выявлено 11 нефтяных месторождений и одно нефтегазоконденсатное (Пашнинское месторождение). Среди общего количества месторождений одно – Пашнинское является крупным по запасам и одно – Северо-Савиноборское – средним. Промышленная нефтегазоносность установлена в отложениях среднедевонско-нижнефранского, доманиково-турнейского, средневизейско-нижнепермского, артинско-кунгурского и верхнепермского НГК.
В отложениях терригенного среднедевонско-нижнефранского НГК открыты Савиноборское, Северо-Савиноборское, Восточно-Савиноборское, Мичаюское, Береговое и Пашнинское месторождения. Продуктивными являются среднедевонские (эйфельские и старооскольские) и нижнефранские (яранские и джьерские) песчаники.
Глубины залегания продуктивных отложений составляют 2200-3200 м. Эффективные мощности продуктивных отложений изменяются от 7 до 31 м, средняя пористость коллекторов 13-17%, проницаемость до 128 мД.
В отложениях доманиково-турнейского НГК залежи нефти открыты на Пашнинском и Северо-Савиноборском месторождениях. На Пашнинском месторождении залежи нефти приурочены к карбонатным пластам позднефаменского возраста. Эффективная мощность коллекторов 8,6 м, средняя пористость 12,9%, проницаемость 13 мД. На Северо-Савиноборском месторождении залежь нефти установлена в турнейских отложениях на глубине 1040 м. Средневзвешенная эффективная мощность 3,2 м, средняя пористость 16%, проницаемость 2 мД.
В рамках средневизейско-нижнепермского НГК в ассельских карбонатных отложения выявлены мелкие по запасам залежи нефти на Пашнинском и Исаковском месторождениях на глубинах 980-1250 м. Коллекторы характеризуются эффективной мощностью 3,1-15,3 м, средней пористостью 16-17,6%, проницаемость 11-33 мД. Тип емкостного пространства - поровый и каверново-поровый.
Залежи нефти, мельчайшие по запасам, в отложениях нижнепермского НГК открыты на Береговом и Северо-Савиноборском месторождениях. Продуктивными являются кунгурские отложения нижней перми, залегающие на глубинах 810-1030 м. Средневзвешенная эффективная мощность коллекторов составляет 1,9-6,72 м, средняя пористость 16-18%, проницаемость 2-33 мД.
В верхнепермском терригенном НГК залежи нефти выявлены на целом ряде месторождений: Безымянном, Береговом, Исаковском, Мичаюском, Северо-Мичаюском, Южно-Мичаюском. Продуктивные пласты приурочены к песчано-глинистым образованиям нижней части казанского яруса и верхней части уфимского яруса. Средневзвешенная эффективная мощность продуктивных отложений для залежей в казанских отложениях 1,4-4,4 м, в уфимских 2,1-6,72 м. Средняя пористость 20-27%, проницаемость 26,3-970 мД.
Велью-Тэбукский НГР соответствует Тэбукской ступени Омра-Лузской седловины. Выявленные месторождения (17 нефтяных месторождений) по запасам относятся к категории мелких, за исключением Западно-Тэбукского (крупное) и Джьерского (среднее).
В отложениях среднедевонско-нижнефранского НГК выявлены промышленные скопления УВ на Западно-Тэбукском, Джьерском, Кыкаельском, Расьюском, Турчаниновском, Западно-Турчаниновском и др. месторождениях.
Коллекторами являются кварцевые песчаники яранского, джерского и тиманского горизонтов нижнего франа и эйфельского яруса среднего девона. Средневзвешенная эффективная мощность нижнефранских коллекторов 1,2-6,2 м, пористость 11-22%. Для среднедевонских эти значения составляют 7,0-14,5и 14-18% соответственно.

Нефтеносность доманиково-турнейского НГК в пределах НГР контролируется зонами распространения верхнефранского (ухтинского) барьерного рифа, протягивающегося узкой полосой с юго-востока на северо-запад. Основной же продуктивный горизонт (пласт Ф0 фаменского возраста) связан с толщей обтекания рифовых массивов (Западно-Тэбукское и Южно-Тэбукское месторождения). Нефтенасыщенные пласты представлены доломитизированными известняками и доломитами со средневзвешенной эффективной мощностью по залежам до 10 м. Преобладающий тип коллектора – трещинно-каверново-поровый с пористостью до 20%.
В верхнепермском НГК залежь нефти промышленного значения установлена в песчаниках казанского и татарского ярусов на Большепурговском месторождении. Средневзвешенная эффективная мощность коллекторов 2,49 м, средняя пористость 23%, проницаемость 1002 мД.
Верхнелыжско-Лемьюский НГР расположен в пределах трех структурных элементов II порядка: Лузской, Ронаельской и Лемьюской ступеней, где выявлены 17 месторождений нефти.
В среднедевонско-нижнефранском НГК залежь нефти выявлена на Лузском месторождении в отложениях тиманского горизонта. Глубина залегания продуктивных отложений 2120 м. Средневзвешенная эффективная мощность 2,3 м, пористость коллекторов 14%, проницаемость 18-65 мД.

В доманиково-турнейском НГК основными продуктивными горизонтами являются мелководно-шельфовые пласты облекания рифовых массивов (пласты Ф1 и Ф0). Наиболее высокоемкие коллекторы трещинно-порового и каверново-порового типов приурочены к гребневой части рифовых построек (Аресское, Восточно-Сотчемью-Талыйюское, Северо-Аресское, Северо-Талыйюское и Сотчемьюское месторождения). Карбонатные породы обладают открытой пористостью 7-18%, проницаемостью 130-949 мД (в среднем 550 мД).
В отложениях верхнепермского терригенного НГК залежи нефти установлены на Лемьюском, Верхнекосьюском и Среднекосьюском месторождениях. Залежи приурочены к пластам аллювиальных песчаников в подошве казанского яруса и залегают на глубинах 650-690 м. Средневзвешенная эффективная мощность коллекторов- 1,6-5,0 м, средняя пористость 22-28%, проницаемость от 100 мД до 4730 мД.
В северной части Ижма-Печорской НГО выделено два НГР – Тобышско-Нерицкий и Седуяхинско-Кипиевский.
Тобышско-Нерицкий НГР – самый значительный по площади нефтегазоносный район, составляющий 55,1% от общей площади всей Ижма-Печорской синеклизы (58,3 тыс. км2). Он охватывает территорию трех тектонических элементов I порядка (Ижемская и Нерицкая ступени и Ерсинская депрессии), а также одного II порядка (Тобышский вал). Промышленная нефтегазоносность установлена в отложениях доманиково-турнейского НГК, в рамках которого выявлено 5 мелких по запасам месторождения нефти. Непромышленные притоки нефти были получены в южной части НГР из песчаников среднедевонско-франского НГК.
Нефтеносность комплекса связана с зонами распространением барьерного рифа доманикового возраста. Коллекторами являются высокоемкие (открытая пористость 11-13%, проницаемость 108-475 мД) органогенно-обломочные известняки трещинно-каверново-порового типа, залегающие на глубинах 2050-2250 м.

Определённый интерес в перспективе могут представлять зоны выклинивания высокоёмких песчаников нижнего ордовика, из которых на Низевой и Сосьянской площадях в восточной части Тобышско-Нерицкого НГР были подняты интенсивно нефтенасыщенные песчаники. Однако при опробовании получены притоки пластовой воды.

Седуяхинско-Кипиевский перспективный НГР район выделен в северо-восточной части Ижма-Печорской НГО и в тектоническом плане приурочен к Седуяхинскому валу и Янгытской и Кипиевской ступеням. Промышленная нефтегазоносность разреза не установлена.

Основные перспективы северной части Ижма-Печорской НГО связываются с доманиково-турнейским НГК, зонами выклинивания и стратегического срезания среднедевонского-нижнефранского, а также нижнепермско-каменноугольного НГК и верхнепермским НГК.

Малоземельско-Колгуевский НГР традиционно рассматривается в ранге отдельного самостоятельного района.
В материковой части НГР открыто мелкое нефтяное Верхнехарицейское месторождение в отложениях средневизейско-нижнепермского НГК. Коллектор представлен органогенными известняками с поровым типом емкостного пространства. Средняя нефтенасыщенная мощность продуктивного пласта составляет 7,3 м, пористость 15%.

В триасовом НГК на острове Колгуев разведаны мелкое нефтегазовое Таркское месторождение и крупное газонефтяное Песчаноозерское, залежи которых приурочены к песчаникам нижнего триаса.
Печоро-Колвинская НГО всецело приурочена к Печоро-Колвинскому авлакогену, благодаря особенностям тектонического развития которого в его пределах создались весьма благоприятные условия для всех стадий онтогенеза нефти и газа. В связи с этим, в НГО сосредоточено до 1/3 потенциальных ресурсов УВ всей ТП НГП. В НГО выявлено 47 газовых, газоконденсатных, нефтегазовых и нефтяных месторождений. Значительное количество из них – многозалежные (например, Лаявожское нефтегазоконденсатное – 6 залежей, Харьягинское нефтяное – 17 залежей).
По классу крупности преобладают мелкие месторождения, но в отличие от других областей ТП НГП здесь сосредоточено много средних по запасам месторождений (Южно-Шапкинское, Югидское и Кыртаельское нефтегазоконденсатные и др.) и почти все крупные месторождения региона (Василковское газоконденсатное, Усинское нефтяное, Возейское нефтегазовое и др.). Крупные и средние месторождения приурочены к Колвинскому мегавалу и Шапкина-Юрьяхинскому валу. Это объясняется спецификой их развития, способствовавшей формированию высокоамплитудных и высокообъемных ловушек.
Практически все месторождения НГО приурочены к инверсионным валам и антиклинальным зонам, причем значительная часть скоплений контролируется системами глубинных разломов, ограничивающих авлакоген. Интересно отметить, что большинство газовых, газоконденсатных и нефтегазовых месторождений приурочены к северной, приакваториальной части НГО.
Стратиграфический диапазон нефтегазоносности в НГО очень широк: от отложений нижнего силура до триаса. Степень концентрации УВ в недрах весьма неравномерна. Особый интерес представляет карбонатный средневизейско-нижнепермский НГК, в котором сосредоточено до половины разведанных запасов нефти и около 2/3 газа. На втором месте – терригенный среднедевонско-нижнефранский НГК, который аккумулирует порядка 1/5 разведанных запасов УВ. Необходимо подчеркнуть, что газовые залежи преобладают в верхней части осадочного чехла НГО: в средневизейско-нижнепермском карбонатном комплексе и в терригенных верхнепермском и триасовом НГК. В этом интервале разреза сосредоточено порядка 90% всех разведанных запасов НГО.
По соотношению нефти и газа в недрах область считается газонефтяной.
В состав НГО входят шесть НГР: Кыртаельско-Печорогородский, Мутноматериково-Лебединский, Шапкина-Юрьяхинский, Лайско-Лодминский, Харьяга-Усинский и Ярейюский.
Кыртаельско-Печорогородский НГР расположен в юго-западной части ПК НГО на территории Лыжско-Кыртаёльского вала и Печорогородской ступени – тектонических элементов II порядка Печоро-Кожвинского мегавала.
В пределах НГР выявлено 11 месторождений УВ, среди которых средние по запасам Кыртаельское нефтегазоконденсатное и Печорогородское газоконденсатное.

В рамках среднедевонско-нижнефранского НГК залежи нефти установлены на Южно-Лыжском, Сигавейском, Югидском и др. месторождениях, залежи газоконденсата на Кыртаельском и Печорогородском.
Продуктивные горизонты связаны с эйфельскими, старооскольскими и джьерскими отложениями. Глубины залежей в зависимости от структурного положения колеблются от 1800 м до 3050 м. Средневзвешенная эффективная мощность для джъерских отложений составила 9,8-13,6 м, для среднедевонских 2,7-32,7 м, средняя пористость 9,2-13,7% и 8-11%, соответственно.
В доманиково-турнейском НГК выявлены две залежи на Каменском и Югидском месторождениях. На Каменском месторождении залежь нефти открыта в верхнефаменских известняках в коллекторах трещинно-порового типа. Средневзвешенная эффективная мощность менее 10 м, средняя пористость 8%, проницаемость < 50 мД. Газоконденсатная залежь в доманиковых глубоководных отложениях выявлена на Югидском месторождении на глубине 2658 м. Средневзвешенная эффективная мощность коллекторов -12,3 м, пористость 11%., проницаемость 8,2 мД.
Нефтегазоносность нижне-средневизейского НГК связана с мелкими по запасам залежами нефти на Югидском месторождении. Пласты-коллекторы бобриковского горизонта представлены песчаниками средне-высокоемкими (открытая пористость 23-29%, проницаемость 14-216 мД), порового типа. Средневзвешенная эффективная мощность 3,7 м, средняя пористость 29%, проницаемость 216 мД.

В средневизейско-нижнепермском НГК выявлена одна залежь в среднекаменноугольных отложениях на Печорокожвинском месторождении на глубине 729 м. Средневзвешенная эффективная мощность 3,46 м, средняя пористость 24,5%, проницаемость <50 мД.
Промышленные залежи УВ в верхнепермском НГК в пределах НГР открыты на Печорокожвинском и Западно-Печорогородском месторождениях. Небольшие по размерам залежи в полимиктовых песчаниках уфимского и казанско-татарского ярусов в коллекторах пористостью 22-23% залегают на глубинах до 550 м. Песчаники обладают высокими коллекторскими свойствами: пористость – 22-23%.
Перспективы прироста промышленных запасов в НГР в первую очередь связываются со среднедевонско-нижнефранским НГК. Остаются неясными перспективы верхнеордовикско-нижнедевонского НГК, разрез которого вскрыт несколькими скважинами и принципиально не отличается по своим литофациальным и фильтрационно-ёмкостным характеристикам от аналогичных отложений в более восточных НГР – Лайско-Лодминского и Харьяга-Усинского, где уже выявлены залежи газа и признаки нефтеносности. Существенный интерес в этом отношении представляет также наличие здесь крупного Кыртаельского поднятия по отложениям девона.
Мутноматериково-Лебединский НГР выделен в северной части Печоро-Кожвинского мегавала и приурочен к Мутно-Материковому, Лебединскому валам и Нялтаюской ступени. Промышленная нефтегазоносность установлена только в отложениях доманиково-турнейского НГК на Южно-Терехевейском нефтяном месторождении.
Залежи нефти приурочены как к нижнефаменскому пласту облекания Ф0, так и к нижезалегающему ухтинскому барьерному рифу. Пористость коллекторов составляет до 15%, проницаемость порядка 120 мД. Залежи гидродинамически связаны между собой и представляют собой единый природный резервуар на глубине 1530 м.
Шапкина-Юрьяхинский НГР выделяется в границах одноименного инверсионного вала. Диапазон нефтегазоносности охватывает практически весь осадочный чехол. В пределах НГР выявлено 10 месторождений УВ, из них 4 (Коровинское, Кумжинское, Василковское, Ванейвисское) крупные по запасам УВ; Южно-Шапкинское – среднее и остальные месторождения – мелкие.
Нефтегазоносность среднедевонско-нижнефранского НГК установлена на Пашшорском и Верхнегрубешорском нефтяных месторождениях и связана со старооскольскими (Пашшорское) и нижнефранскими (Верхнегрубешорское) терригенными отложениями. Среднее значение пористости коллекторов – 8,6-9,4%. Продуктивные отложения залегают на глубинах порядка 3970-4030 м.
В рамках доманиково-турнейского НГК наибольшими перспективами обладают установленные на различных уровнях верхнедевонские рифогенные постройки (доманиковые, сирачойские, ухтинские) и облекающие их мелководно-шельфовые пласты. Нефтеносность рифогенных образований сирачойского возраста доказана на Пашшорском месторождении, где выявлены две залежи в коллекторах каверново-порового типа: литологически-экранированная залежь нефти на глубине 3250 м, выше по разрезу в одновозрастных отложениях открыта сводовая, литологически-экранированная залежь в надрифовых мелководно-шельфовых известняках.
Нефтеносность глубоководных аналогов (доманикоидов) установлена в пределах Верхнегрубешорского месторождения, где выявлена залежь нефти в трещинных глубоководных известняках сирачойского возраста. Коллекторы трещинного типа пористостью 0,2%.
В южной части НГР продуктивность рифогенных толщ ухтинского возраста доказана на Южно-Юрьяхинском месторождении. Здесь выявлена залежь нефти в коллекторах порового и каверново-порового типов с пористостью 11%, проницаемостью до 180 мД. Средневзвешенная эффективная мощность – 22 м. Кроме того, на Южно-Юрьяхинском месторождении установлена нефтеносность турнейских отложений, где открыты три самостоятельные залежи. Одна в песчаниках нижнетурнейского подъяруса (пачка I), вторая в песчаниках верхнетурнейского подъяруса (пачка II) и третья – в известняках верхнетурнейского подъяруса. Коллекторы в песчаниках турне – гранулярного типа, пористость составляет 19-23%. Коллекторы в известняках турне порового типа, пористость 8-11%.
Нефтеносность средневизейско-нижнепермского НГК доказана на Коровинском, Кумжинском, Василковском, Шапкинском и др. месторождениях. Промышленная нефтегазоносность средне- верхнекаменноугольных отложений в коллекторах средней и высокой емкости установлена на Кумжинской, Ванейвисской и Южно-Шапкинской площадях на глубинах 2200-2400 м.
В рамках нижнепермского подкомплекса наиболее высокие фильтрационно-емкостные свойства присущи биогермным известнякам, слагающим органогенные постройки. Породы-коллекторы характеризуются высокими ФЕС, поровым и порово-кавернозным типом. Пористость по керну колеблется от 10 до 20%, проницаемость от 1-10 до 500-1000 мД и более. Продуктивность биогермных пород в пределах НГР установлена на Коровинском, Василковском, Шапкинском и Южно-Шапкинском месторождениях.

В артинских отложениях, имеющих мощность 100-250 м, распространены коллекторы порового и порово-трещинного типа с пористостью 15-20%. Продуктивность артинских пород доказана на Южно-Шапкинском и Среднесерчейюском месторождениях, где выявлены пластовые сводовые залежи УВ.
Промышленная нефтегазоносность верхнепермского НГК установлена, в основном, на севере Шапкина-Юрьяхинского вала на Серчейюском, Южно-Шапкинском, Василковском и Кумжинском многопластовых месторождениях. Залежи УВ связаны с песчаными пластами лагунно-морского генезиса. Открытая пористость достигает 33%, проницаемость до 1 Д. Коллектор гранулярного типа.
В отложениях триасового НГК залежи УВ в базальных пластах аллювиального происхождения установлены на Коровинском, Кумжинском, Василковском и других многозалежных газовых месторождениях.
Лайско-Лодминский НГР выделен в центральной части Печоро-Колвинской НГО, охватывает Лайский вал и прилегающую к нему территорию Денисовского прогиба. Промышленная нефтегазоносность района установлена практически по всему разрезу на 7 месторождениях, одно из которых (Лаявожское нефтегазоконденсатное) является крупным по запасам УВ, остальные относятся к мелким.
В рамках среднеордовикско-нижнедевонского НГК газоконденсатная залежь в нижнесилурийских отложениях выявлена на месторождении Западно-Командиршорское-II. Коллекторами залежи являются вторичные доломиты нижнего силура с каверново-поровым и трещинным типом коллектора. Эффективная газонасыщенная мощность по ГИС составляет 3,2 м, пористость по ГИС достигает 14,2%. Крупное Командиршор-Мишваньское сводовое поднятие по нижнепалеозойским отложениям позволяет дать оптимальную оценку возможности открытия новых залежей.

В среднедевонско-нижнефранском НГК продуктивными горизонтами являются среднедевонские (старооскольские и эйфельские) песчаники. В этих отложениях выявлены залежи нефти на Командиршорском и Западно-Командиршорском месторождениях. Пористость коллекторов составляет 7-14%, эффективная мощность достигает 2-10 м. Нижнефранские отложения продуктивны на также Верхнелайском месторождении, где в песчаниках джьерского горизонта, характеризующихся пористостью до 15%, выявлена залежь нефти.
Нефтеносность доманиково-турнейского НГК определяется зонами распространения верхнефранских рифовых барьеров и карбонатных банок. Залежь нефти в коллекторах с пористостью порядка 14-16% выявлена в мелководно-шельфовых пластах облекания доманиково-сирачойского рифа на Северо-Командиршорском месторождении. В южной части НГР в рамках комплекса открыто газоконденсатное Верхнеамдермаельское месторождение с газовой залежью в фаменских отложениях, перекрывающих одиночную органогенную постройку сирачойско-ухтинского возраста. Коллекторами залежи являются низкоемкие (Кп = 9%, Кпр = 5 мД) доломитизированные известняки на глубине 4370 м.
В средневизейско-нижнепермском НГК в пределах НГР выявлено крупное по запасам Лаявожское месторождение с пятью газоконденсатными залежами. Крупная по запасам нефтегазоконденсатная залежь приурочена к единому каменноугольно-нижнепермскому природному резервуару. Коллекторами являются порово-каверновые известняки с пористостью до 20%. Кроме того, в пределах месторождения выявлено несколько залежей в биогермных, детритовых и органогенно-обломочных известняках ассельско-сакмарского возраста. Пористость коллекторов 10-20%, проницаемость 10-1000 мД и эффективная мощность 25-125 м.
В триасовом терригенном НГК залежь газа установлена на Лаявожском месторождении. Пористость песчаных коллекторов составляет 18-25%, эффективная мощность 8 м.
Харьяга-Усинский НГР в тектоническом отношении приурочен к структуре I порядка – Колвинскому мегавалу в границах Усинского, Возейского и Харьягинского валов. Промышленная нефтегазоносность установлена в отложениях всего разреза осадочного чехла на 14 нефтяных месторождениях, среди которых крупные по запасам Харьягинское, Возейское и Усинское.
Нефтеносность отложений верхнеордовикско-нижнедевонского комплекса установлена на Леккеркском и Возейском месторождениях. Мелкая по запасам залежь нефти в нижнедевонских отложениях на Возейском месторождении осложнена стратиграфическим и литологическим экраном. Коллекторы в нижней части девона связаны с низкоемкими трещинно-каверно-поровыми вторичными доломитами овинпармского горизонта с пористостью 9%, проницаемостью менее 50 мД. Залежь нефти на Леккеркском месторождении приурочена к низкоемким (открытая пористость 13%, проницаемость 13 мД), трещинно-поровым карбонатным пластам-коллекторам в верхней части гребенского горизонта верхнего силура.
Отложения среднедевонско-нижнефранского НГК в пределах Харьяга-Усинского НГР являются наиболее ресурсонасыщенными. Промышленная нефтегазоносность комплекса установлена в эйфельских, старооскольских и джьерских отложениях на Усинском, Возейском, Западно-Сынатысском многопластовых нефтяных месторождениях. Основные продуктивные горизонты представлены песчаниками с пористостью 10-16%, эффективной мощностью по отдельным залежам до 30 м, проницаемостью до 600 мД. В центральной части Колвинского мегавала залежи УВ в среднедевонских и нижнефранских отложениях выявлены на крупном по запасам Харьягинском месторождении (6 залежей), Ошском (2 залежи), Лекхарьягинском и Инзырейском месторождениях. Залежи, как правило, приурочены к песчаным поровым коллекторам с пористостью до 15%.
В доманиково-турнейском НГК открыты залежи нефти в фаменских мелководно-шельфовых пластах на Возейском, Усинском и Леккеркском месторождениях на глубинах 1950-2150 м. Средняя пористость коллекторов - 10-12%, эффективные мощности до 6-8 м. В северной части НГР в отложениях комплекса выявлены залежи нефти на Харьягинском и Среднехарьягинском месторождениях. Основные запасы нефти Харьягинского месторождения (порядка 30%) содержатся в фаменском пласте (Ф0), облекания рифового массива ухтинского возраста и приурочены к каверново-поровым коллекторам с пористостью 10-12%. Залежи нефти в сирачойских рифогенных отложениях выявлены на Среднехарьягинском месторождении и приурочены к высокоемким коллекторам с пористостью до 20%.
Нефтегазоносность средневизейско-нижнепермского НГК в пределах НГР выявлена практически на всех месторождениях. Залежи нефти в средневерхнекаменноугольных и ассельско-сакмарских отложениях установлены на Усинском и Возейском месторождениях на глубинах от 1250 до 1870 м. Средневзвешенная эффективная мощность нефтенасыщенных коллекторов 1,8-50 м, средняя пористость 13-19,8%, проницаемость до 178 мД. Продуктивность биогермных пород раннепермского возраста доказана на Харьягинском, Сарутаюском, Северо-Харьягинском и Лекхарьягинском месторождениях. Здесь выявлены залежи, как правило, в поровых коллекторах с пористостью до 20%. В артинских отложениях залежи нефти установлены на Северо-Харьягинском, Харьягинском и Лекхарьягинском месторождениях. Скопления УВ приурочены к терригенно-карбонатным отложениям с коллекторами порового типа и значениями пористости до 20%.
Нефтегазоносность верхнепермского терригенного НГК связана с аллювиальными, дельтовыми и прибрежно-морскими песчаниками на Харьягинском, Усинском, Возейском, Чедтыйском и Сарутаюском месторождениях. Залежи нефти в уфимских и казанско-татарских отложениях, как правило, пластовые сводовые с литологическим экранированием и литологическим ограничением. Глубины залегания продуктивных отложений составляют 1100-1600 м. Средняя пористость 19-26,5%, проницаемость до 888 мД, средневзвешенная эффективная мощность 1-10 м.
В рамках триасового нефтегазоносного комплекса 8 залежей нефти в нижнетриасовых отложениях выявлены на Харьягинском месторождении. Пористость песчаников 19-28%, эффективные нефтенасыщенные мощности продуктивных горизонтов изменяются от 0,5 до 4 м. Залежи, как правило, пластовые, сводовые, литологически-экранированные. Известны также многочисленные прямые признаки нефтеносности по данным бурения на других площадях.

Ярейюский НГР выделяется в пределах одноименного вала и характеризуется смещением стратиграфического диапазона нефтегазоносности в пермско-каменноугольную и триасовую часть разреза. В пределах НГР установлено 4 месторождения, среди которых крупное по запасам – Южно-Хыльчуюское газонефтяное и среднее – Ярейюское нефтегазоконденсатное.
В отложениях среднедевонско-нижнефранского комплекса выявлено одно многопластовое месторождение им. Ю. Россихина с залежами нефти в старооскольских и джьерских отложениях. Продуктивные отложения залегают на глубине 4600 м. Пористость коллекторов 14%, мощность 20 м.
Средневизейско-нижнепермский НГК характеризуется развитием органогенных известняков с коллекторами порового, порово-трещинного типа и пористостью 15-20%. Именно с такими коллекторскими толщами связаны находящиеся на глубинах 2100-2200 м залежи УВ на Южно-Хыльчуюском и Ярейюском месторождениях. Продуктивность артинских пород доказана на Хыльчуюском и Ярейюском месторождениях. На Хыльчуюском месторождении выявлена нефтегазоконденсатная залежь, на Ярейюском – две нефтегазовые. Залежи приурочены к карбонатным отложениям с коллекторами порового типа и значениями пористости до 20%.
В верхнепермском НГК залежи нефти и газа открыты на Ярейюском, Хыльчуюском и Южно-Хыльчуюском месторождениях и приурочены к аллювиально-дельтовым и прибрежно-морским песчаникам позднеуфимского и казанского возраста. Открытая пористость коллекторов достигает 33%, проницаемость до 1 Д. Коллектор гранулярного типа.
В триасовом НГК залежи УВ на Хыльчуюском (2 залежи) и Ярейюском (2 залежи) месторождениях приурочены к русловым песчаникам, обладающим высокими коллекторскими свойствами. Их пористость составляет 19-28%, эффективные нефтенасыщенные мощности продуктивных горизонтов изменяются от 0,5 до 4 м.
Хорейверская НГО находится в пределах одноименной впадины, наложенной на погребенный Большеземельский свод. К настоящему времени здесь известно 50 месторождений нефти, в подавляющем большинстве мелких по категории крупности. К крупным относятся месторождения им. Требса и им. Титова, к средним – Висовое, Колвинское, Веякошорское и некоторые другие. Большинство месторождений однозалежные, редко состоят из 2-3 залежей (например, Северо-Сихорейское месторождение с тремя залежами в карбонатных образованиях нижнего фамена).
Благодаря специфическому тектоническому режиму развития погребенного Болышеземельского свода, в его пределах среди карбонатных комплексов чехла большое развитие получили рифовые постройки, барьерные рифы и другие органогенные образования, с которыми связаны высокоемкие ловушки УВ. Все основные НГК НГО – это карбонатные комплексы: среднеордовикско-нижнедевонский, доманиково-турнейский и верхневизейско-артинский.
Практически половина всех известных залежей выявлена в образованиях доманиково-турнейского НГК, примерно по четверти в среднеордовикско-нижнедевонском и верхневизейско-артинском НГК. Все выявление месторождения – нефтяные. Газ, составляющий до 5% потенциальных ресурсов, находится в растворенном состоянии. Поэтому область считается нефтеносной.

В пределах НГО выделяются два крупных нефтегазоносных района – Черночеренский в северо-западной части и Колвависовский на остальной её части.

Колвависовский НГР охватывает большую часть территории Хорейверской впадины. Промышленная нефтегазоносность установлена на 49 нефтяных месторождениях.
Промышленная нефтегазоносность среднеордовикско-нижнедевонского НГК отмечается на нескольких стратиграфических уровнях от верхнего ордовика до нижнего силура включительно.
В верхнеордовикских вторичных доломитах (пористость порово-трещинных коллекторов достигает 11%) выявлена массивная тектонически-экранированная залежь нефти на Среднемакарихинском месторождении.
Промышленные притоки нефти из нижнесилурийских отложений получены на Восточно-Мастерьельском, Возейшорском, Яромусюршорском, Верхневозейском, Восточно-Возейюском, Западно-Сандивейском месторождениях, на месторождениях Баганской группы структур, на Среднемакарихинском месторождении Макариха-Салюкинского вала. Коллекторы трещинно-каверново-порового типа, с эффективными мощностями по залежам от 2,5 до 15 м (Среднемакарихинское месторождение).
Промышленные притоки нефти из отложений нижнего девона получены в восточной части НГР на Колвинском месторождении, на месторождениях им. Р. Требса и А. Титова. Здесь выявлены залежи, приуроченые к коллекторским толщам, представленным вторичными доломитами и доломитизированными известняками с пористостью коллекторов 11-15%, проницаемостью 110-160 мД, средневзвешенными эффективными толщинами по залежам 3-22,9 м. Тип коллектора каверново-порово-трещинный, порово-трещинный и трещинный.
Доманиково-турнейский нефтегазоносный комплекс содержит залежи нефти практически на всех месторождениях НГР. Промышленная нефтегазоносность комплекса установлена в доманиковых отложениях на месторождениях им. Р. Требса, Восточно-Колвинском, Западно-Ярейягинском, Колвинском. Мелкие по запасам залежи связаны с коллекторами порово-трещинного типа пористостью 5-11%, в единых случаях 22% и проницаемостью 5-87 мД. Продуктивность верхнефранских отложений в пределах рифовых краевых зон и карбонатных банок доказана на Пасседском, Восточно-Колвинском, Северо-Хоседаюском и др. месторождениях. Залежи массивные, пластовые сводовые. По запасам мелкие и средние. Основные запасы доманиково-турнейского комплекса содержатся в фаменских пластах облекания рифовых массивов (Западно-Хоседаюское, Северо-Ошкотынское, Сихорейское, Мусюршорское, Западно-Сандивейское и другие месторождения). Открытая пористость коллекторов в таких толщах составляет 7-24%, проницаемость – 21-7247 мД. Тип коллектора каверно-поровый, трещинно-каверново-поровый, реже трещинно-каверновый.
В средневизейско-нижнепермском НГК залежи нефти выявлены в серпуховских, верхнекаменноугольных и ассельско-сакмарских отложениях. В подсульфатной толще серпуховского возраста в поровых и каверново-поровых коллекторах с пористостью по керну до 29% выявлены залежи нефти на Мастерьёльском, Северо-Мастерьёльском, Восточно-Мастерьёльском месторождениях.
В единой каменноугольно-нижнепермской толще в каверново-поровых коллекторах с пористостью 10-15% установлены залежи нефти на Южно-Веякском, Восточно-Веякском, Веякошорском, Салюкинском месторождениях. В ассельско-сакмарских образованиях, в которых развиты коллекторы каверново-порового и реже порового типа с пористостью по керну от 6,3% до 19,6%, по ГИС – от 9,3% до 20,8% выявлены залежи нефти на Баганском, Южно-Баганском, Восточно-Баганском, Северо-Баганском и Среднемакарихинском месторождениях.

Остаются невыясненными перспективы верхнепермско-триасовой части разреза, несмотря на значительные объёмы выполненных в Колвависовском НГР геолого-поисковых работ. Дальнейшие перспективы прироста промышленных запасов нефти в этом НГР связываются с многочисленными ловушками сложных типов в отложениях верхнеордовикско-нижнедевонского НГК, преимущественно рифогенными ловушками доманиково-турнейского и, возможно, верхневизейско-нижнепермского НГК, а также структурными ловушками в нижнекаменноугольных и нижнепермских карбонатах.

Чернореченский НГР выделен в пределах одноименной депрессии. Промышленная нефтеносность установлена на Табровояхинском месторождении в отложениях доманиково-турнейского НГК (залежь нефти в толще облекания рифовой постройки сирачойского возраста). Перспективы этого НГР связываются также с карбонатным верхневизейско-нижнепермским, терригенными верхнепермским и триасовым комплексами, а в западной части – со среднедевонско-нижнефранским.

Варандей-Адзьвинская НГО выделена в границах сложно построенной одноименной структурно-тектонической зоны. Месторождения, приуроченные к узким валам и горстообразным поднятиям, как правило, контролируются глубинными разломами. В области выявлено 20 месторождений нефти. За исключением крупного Хасырейского месторождения, остальные относятся к категориям средних (Седьягинское, Хосолтинское, Нядейюское и др.) и мелких.
Промышленно нефтеносен весь осадочный чехол НГО, но концентрация в нем УВ неравномерна. Так, в карбонатном среднеордовикско-нижнедевонском и в терригенных кунгурско-верхнепермском и триасовом НГК выявлено одинаковое, примерно по 20, количество промышленных нефтяных залежей. Однако разведанные запасы, сосредоточенные в верхних терригенных комплексах, вдвое превышают запасы в ордовикско-нижнедевонском НГК. Область, в которой выявлены исключительно нефтяные месторождения, считается нефтеносной. В ее пределах выделено два НГР – Сорокинский и Верхнеадзьвинский.

Сорокинский НГР приурочен к одноименному валу. Промышленная нефтегазоносность установлена по всему разрезу осадочного чехла. В пределах НГР выявлено 9 месторождений, причем 4 из них крупные и средние по запасам.
Среднеордовикско-нижнедевонский НГК. Небольшие по размерам и запасам залежи нефти в верхнесилурийских карбонатах установлены в Хосолтинском и Осовейском месторождениях. Коллекторы представлены вторичными доломитами с пористостью до 7-11 % и проницаемостью до 100 мД. Средневзвешенные эффективные толщины по залежам изменяются от 1,2 до 25,4 м. Нижнедевонские отложения в объеме лохковского и пражского ярусов являются основным продуктивным горизонтом среднеордовикско-нижнедевонского НГК. Нижнедевонские коллекторы представлены порово-кавернозными доломитизированными известняками и вторичными доломитами с пористостью 7-12%, проницаемостью в отдельных образцах до 500 мД. Тип коллектора трещинно-поровый, порово-каверновый. Залежи нефти в нижнедевонских отложениях выявлены почти на всех месторождениях вала Сорокина (Наульском, Лабоганском, Осовейском, Хосолтинском, Подверьюском).
Среднедевонско-нижнефранский НГК. Комплекс представлен своей верхней частью: отложениями нижнефранского подъяруса. Залежь нефти в тиманских песчаниках в среднеемких коллекторах гранулярного типа с пористостью от 11-14% до 20-22% выявлена на Седьягинской площади.
В рамках доманиково-турнейского НГК нефтяное скопление установлено в органогенно-детритовых известняках рифового массива позднефранского возраста с пористостью 4-14% на Хосолтинском месторождении. Залежи нефти в известняках верхнего фамена с пористостью от 8% до 14% выявлены на Лабоганской и Южно-Торавейской площадях. Пористость коллекторов изменяется от 8% на Южно-Торавейской до 14% на Лабоганской площадях. Залежи нефти в известняках турнейского яруса нижнего карбона выявлены на Наульской и Лабоганской площадях. Тип коллектора каверново-поровый, поровый, пористость их изменяется от 7 до 15%.

Наличие коллекторов в нижне-средневизейском терригенном НГК доказано на севере вала Сорокина, где развиты песчаные пласты бобриковского горизонта. В коллекторах гранулярного типа с пористостью до 18% и эффективной нефтенасыщенной мощностью до 4 м залежь нефти выявлена на Наульской площади.

Средневизейско-нижнепермский НГК. Продуктивность нижнекаменноугольных (серпуховских) доломитов, залегающих под сульфатной покрышкой, установлена на Лабоганской и Седьягинской площадях. Пористость коллекторов достигает 20%, эффективная нефтенасыщенная мощность изменяется от 2,4 до 7 м. Тип залежей пластовый, сводовый. Скопления нефти в биогермных ассельско-сакмарских известняках выявлены на Лабоганском, Наульском, Варандейском и Торавейском месторождениях, содержащих единые залежи в ассельско-сакмарских и артинских отложениях. Тип коллектора каверново-поровый, пористость их достигает 15%, на отдельных участках до 20%. Проницаемость составляет 1-119 мД. Залежи в органогенно-детритовых известняках нижней перми выявлены на Варандейском, Торавейском, Южно-Торавейском, Наульском, Лабоганском и Седьягинском месторождениях. Тип коллектора – каверново-поровый и трещинно-порово-каверновый, пористость их составляет 8-26%, проницаемость 1-590 мД.

Промышленная нефтеносность верхнепермского нефтегазоносного комплекса установлена в северной части вала Сорокина в русловых песчаниках с пористостью до 23-25% на Торавейском, Южно-Торавейском, Наульском и Лабоганском месторождениях.

В терригенном триасовом НГК промышленная нефтеносность установлена в песчаных пластах аллювиального происхождения нижнего - среднего триаса. Пористость коллекторов в этих отложениях составляет 18-25%, мощность изменяется от 4-8 до 20 м. Промышленная нефтеносность нижне-среднетриасового комплекса в пределах Варандей-Адзьвинская структурной зоны установлена в северной части вала Сорокина на Варандейском, Торавейском, Южно-Торавейском, Наульском и Лабоганском месторождениях.

Верхнеадзьвинский НГР охватывает территорию Варандей-Адзьвинской структурной зоны к востоку от вала Сорокина. Промышленная нефтегазоносность НГР установлена в отложениях среднеордовикско-нижнедевонского, среднедевонско-франского и доманиково-турнейского НГК.

В среднеордовикско-нижнедевонском НГК выявлено 28 залежей нефти, причем практически все в нижнедевонских отложениях. Нижнедевонские коллекторы представлены порово-кавернозными доломитизированными известняками и вторичными доломитами с пористостью 7-12%, проницаемостью в отдельных образцах до 500 мД. Тип коллектора трещинно-поровый и порово-каверновый. Залежи нефти в данных отложениях выявлены на Медынском, Тобойском, Мядсейском, Западно-Леккейягинском и других многочисленных месторождениях. Залежи нефти в пражских терригенных коллекторах установлены на Тобойской, Медынской и Усть-Талотинской площадях. Пористость кварцевых песчаников изменяется в пределах 11-18 %.

В рамках среднедевонско-нижнефранского НГК залежи нефти установлены как в среднедевонских, так и нижнефранских отложениях. В базальных песчаных образованиях эйфельского яруса в коллекторах с пористостью от 9 до 12,8%, проницаемостью до 16,9 мД залежи нефти выявлены на Западно-Леккейягинском и Мядсейском месторождениях. Пластовая, литологически-экранированная залежь нефти в нижнефранских (тиманских) песчаниках, содержащих среднеемкие коллекторы гранулярного типа с пористостью от 11-14% до 20-22%, установлена на Западно-Леккейягинской площади.

В доманиково-турнейском НГК залежи нефти в нижнефаменских отложениях порово-кавернового, каверново-порового типа в коллекторах с пористостью до 10-15% выявлены на Тобойской и Мядсейской площадях. Помимо девонских образований определенный интерес на территории НГР представляют турнейские низко-среднеемкие коллекторы (пористость 5-16%) с трещинно-каверно-поровым типом пустотного пространства. Залежи нефти в известняках турнейского яруса в низко-среднеемких коллекторах (пористость 5-16%) выявлены на Тобойской и Западно-Леккейягинской площадях. Покрышкой для них служат глины и аргиллиты, залегающие в основании визейского яруса.

В Верхнеадзьвинском НГР неясны пока перспективы терригенных верхнепермского и триасового НГК.
Северо-Предуральская НГО, приуроченная к крупнейшему (надпорядковому) тектоническому элементу – Предуральскому прогибу и части Предновоземельского, включает самое большое в пределах провинции число нефтегазоносных районов – девять, неравнозначных по своим размерам, геологическому строению и характеру нефтегазоносности. Промышленная нефтегазоносность установлена во всех НГР, кроме Коротаихинского. НГО является наименее изученной глубоким бурением территорией ТП НГП, к настоящему времени здесь открыты 24 месторождения УВ. За исключением крупного Вуктыльского нефтегазоконденсатного месторождения, средних – Западно-Соплесского нефтегазоконденсатного и Романъельского газового месторождения, все остальные относятся к мелким по запасам скоплениям УВ.

Выявленные нефтяные месторождения тяготеют к внешней зоне прогиба, все газовые, газоконденсатные и нефтегазоконденсатные приурочены к его внутренней зоне. Необходимо отметить, что все газоконденсатные месторождения находятся в южной части НГО – в Верхнепечорской впадине. По соотношению потенциальных ресурсов нефти (порядка 10%) и газа область является газонефтеносной.

Коротаихинский перспективный НГР охватывает крайнюю северную часть СП НГО в границах Коротаихинской впадины Предновоземельского прогиба и является единственным нефтегазоносным районом НГО, промышленная нефтегазоносность которого не установлена. Коротаихинский НГР является наименее изученной территорией Тимано-Печорской НГП. Здесь выполнен крайне ограниченный объем региональных и поисковых работ. Их наиболее важными результатами являются получение небольших непромышленных притоков нефти из уплотненных фаменских карбонатов на Хавдейской площади в крайней южной части района в зоне сочленения с валом Чернова, а также установление высокоемких (карстовых) рифогенных коллекторов в отложениях доманиково-турнейского НГК Рифовой площади на западном борту Коротаихинской впадины, что подтверждает предположения о развитии региональной зоны верхнедевонских органогенных построек. Перспективы остальных НГК в районе остаются невыясненными.
Воркутский НГР соответствует одноименному поднятию, разделяющему Коротаихинскую и Косью-Роговскую впадины.

В ходе бурения Падимейской площади получен приток газа из верхнесилурийских отложений. Небольшие непромышленные притоки нефти из нижнедевонских карбонатов были получены на Верхнероговской площади.
Бурением подтверждено наличие органогенных построек в верхневизейско-нижнепермском НГК, однако пласты-коллекторы в этих постройках в пределах крупного Ярвожского поднятия оказались обводненными. В пределах НГК промышленная залежь тяжелой нефти в закарстованных известняках на глубине 1550 м выявлена в отложениях верхневизейско-нижнепермского НГК на Падимейском нефтяном месторождении. Коллекторами являются известняки трещинно-каверново-порового типа со средней пористостью 1,5%.

Дальнейшие перспективы района связываются с верхневизейско-нижнепермским, доманиково-турнейским и среднеордовикско-нижнедевонским НГК.

Хоседаюский НГР приурочен к структуре I порядка – гряде Чернышева.

Незначительные непромышленные притоки нефти и нефтепроявления получены из верхнесилурийских и доманиковых карбонатов на Юраюской и Северо-Адзьвинской структурах. В среднеордовикско-нижнедевонском НГК промышленные скопления нефти установлены в верхнесилурийских и нижнедевонских карбонатных отложениях (2 месторождения).

Залежь нефти в гердъюских доломитах верхнего силура на глубине 1655 м в коллекторах трещинно-каверново-порового типа установлена в автохтонной части Усино-Кушшорского месторождения. Средняя пористость коллекторов 11%, проницаемость 930 мД. Средневзвешенная эффективная мощность 13,3 м. В северной части гряды в нижнедевонских коллекторах выявлена мелкая по запасам залежь нефти на Южно-Степковожском месторождении. Вторичные доломиты и доломитизированные известняки обладают пористостью по ГИС до 20%. Тип коллектора – порово-каверновый и порово-трещинный. Доманиково-турнейский НГК содержит одну мелкую по запасам залежь нефти в доманикоидных образованиях в низкоемких коллекторах на Южно-Степковожском месторождении.

По результатам геолого-геофизических работ подготовлен ряд новых крупных объектов в отложениях доманиково-турнейского и среднеордовикско-нижнедевонского НГК и получены материалы о возможном существовании достаточно крупных поднадвиговых структур в нижнем структурном этаже гряды Чернышева. Перспективы Хоседаюского НГР связываются, в первую очередь, с среднеордовикско-нижнедевонским НГК, в котором открыто первое промышленной значимости Усино-Кушшорское месторождение с залежью в нижнем девоне, а также доманиково-турнейский НГК.

В Косью-Роговской впадине Предуральского краевого прогиба выделяются два крупных существенно различающихся НГР – Кочмесский НГР в ее северо-западной и центральной частях и Интинско-Лемвинский в юго-восточной части.

Кочмесский НГР соответствует внешнему северо-западному крылу и центральной Косью-Роговской впадины.

Основными продуктивными горизонтами в НГК являются коллекторские толщи в рифовых и биогермных массивах среднекаменноугольного возраста (Кочмесское и Романъельское месторождения), среди которых преобладают высоко-среднеемкие коллекторы (пористость 16-23%) трещинно-порового и каверново-порового типов. К таким коллекторам и приурочена залежь Романъельского месторождения на глубине 3400 м.

Наиболее важным результатом ранее проводившихся геолого-геофизических работ является подтверждение регионального характера полосы верхнефаменских органогенных построек, протягивающейся через весь Кочмесский НГР и Воркутское поперечное поднятие. Перспективы района связываются, главным образом, с доманиково-турнейским и верхневизейско-нижнепермским НГК, а также, в определенной мере, с среднеордовикско-нижнедевонским НГК.

Интинско-Лемвинский НГР выделен в восточной части НГО в зоне, граничащей с передовыми структурами приполярной части Уральского орогена. В тектоническом отношении ей соответствует юго-восточный внутренний борт Косью-Роговской впадины. Промышленная продуктивность (газоносность) установлена только в отложениях средневизейско-нижнепермского НГК, в которых выявлено два газовых месторождения с мелкими по запасам залежами – Интинское и Кожимское.

Залежи газа приурочены к среднекаменноугольным отложениям и к ассельским одиночным органогенным постройкам на Интинском (5 залежей) и Кожимском (2 залежи) месторождениях. Глубина залегания залежей в отложениях среднего карбона 2824-3630 м и 2586-3370 м в нижнепермских. Средневзвешенная эффективная мощность 14,8-28,0 м, средняя пористость 4,8-11,6%, проницаемость >5 мД.

Большесынинский НГР в тектоническом отношении соответствует территории Большесынинской впадины, в пределах которой выявлено 4 мелких по запасам месторождения.

Нефтегазоносность доманиково-турнейского НГК связана, в основном, с фаменскими мелководно-шельфовыми отложениями на Восточно-Пыжьельском и Суборском месторождениях на глубинах 4200-4258 м. Коллекторы представлены известняками и доломитами порового и каверново-порового типа. Средневзвешенная эффективная мощность 2,4-4,6 м, средняя пористость 8%, проницаемость < 50 мД. На Суборском месторождении залежь нефти установлена также в известняках доманикового горизонта в коллекторах трещинно-порового типа. Глубина залегания 4200-4340 м. Средневзвешенная эффективная мощность 1,4 м, средняя пористость 10%, проницаемость 12 мД.

В рамках средневизейско-нижнепермского НГК залежи нефти выявлены на Пыжьельском, Суборском и Южно-Сынинском месторождениях. На Пыжьельском и Суборском месторождениях мелкие по запасам залежи приурочены к биогермным известнякам нижней перми на глубинах 2430-2670 м. Средневзвешенная эффективная мощность коллекторов 4-10,3 м, средняя пористость 14-21%, проницаемость до 120 мД. На Южно-Сынинском месторождении установлена залежь нефти в коллекторах в глинистых известняках артинского возраста. Глубина залегания продуктивных отложений – 3504 м. Средневзвешенная эффективная мощность 3,5 м, средняя пористость 13%, проницаемость 39 мД.

Среднепечорский НГР соответствует Среднепечорскому поперечному поднятию. В НГР выявлено три месторождения, одно из которых – Западно-Соплесское нефтегазоконденсатное среднее по запасам, нефтяное Югид-Соплесское и нефтегазовое Аранецкое – мелкие.

Нефтегазоносность среднедевонско-франского НГК установлена на Западно-Соплесском месторождении в отложениях среднего девона (эйфельские и старооскольские песчаники) и в терригенных образованиях нижнего франа (джьерский горизонт), залегающих на глубинах от 3700 м до 4200 м. Средневзвешенная эффективная мощность в верхнедевонских отложениях составляет 4,4 м, в среднедевонских 14,3-22 м. Пористость 8,6% и 8-10,5%, соответственно. Проницаемость порядка 50 мД.

В доманиково-турнейском НГК залежь нефти выявлена на Западно-Соплесском месторождении в верхнефранских низкоемких карбонатных породах с коллекторами порово-трещинного типа ((Кп = 1%, Кпр = 10 мД). Глубина залегания продуктивных отложений 3540 м.

В верхнепермском НГК нефтеносность установлена на Аранецком и Югид-Соплесском месторождениях. Продуктивными являются песчаники уфимского яруса на глубинах до 100 м, содержащие коллектора мощностью 4-6 м с пористостью 23%.

В южной части Северо-Предуральской НГО в пределах Верхнепечорской впадины выделено три нефтегазоносных района: Вуктыльский и Курьинско-Патраковский в ее восточной части и Верхнепечорский в западной части впадины.
Вуктыльский НГР выделен в юго-восточной части НГО. В тектоническом отношении ему соответствует Вуктыльская тектоническая пластина и Сарьюдинская складчато-чешуйчатая зона.

В пределах НГР открыто два месторождения, одно из которых – Вуктыльское нефтегазоконденсатное месторождение, уникальное по своим запасам, открыто в отложениях верхневизейско-нижнепермского НГК. Помимо этого, небольшие по запасам залежи УВ выявлены в отложениях нижне-средневизейского НГК.

Продуктивность нижне-средневизейского НГК доказана на Вуктыльском месторождении, где в отложениях бобриковского горизонта выявлено три залежи, приуроченные к линзовидным пластам песчаников на глубинах порядка 3600 - 4100-4200 м. Залежи приурочены к коллекторам с пористостью 9-12%, проницаемость составляет 1-10-30 мД. Эффективные мощности изменяются от 3 до 6 метров.

Основные запасы НГР сосредоточены в среднекаменноугольно-нижнепермском карбонатном НГК на Вуктыльском и Мишпарминском месторождениях. Нефтяные залежи выявлены в породах среднего карбона, нефтяная оторочка в нижнепермско-верхневизейских отложениях в аллохтоне южной части Вуктыльского месторождения, газовые – в среднекаменноугольных отложениях, газоконденсатные – в средне-верхнекаменноугольных (Мишпарминское месторождение) и нижнепермско-верхневизейских в аллохтоне Вуктыльского месторождения. Глубина залегания продуктивных отложений от 2100 м до 4390 м. Средняя пористость коллекторов 6-13%, проницаемость менее 50 мД. Тип пористости – порово-трещинный, порово-каверново-трещинный.

Курьинско-Патраковский НГР выделен в самой южной части НГО, в тектоническом отношении ему соответствует Курьинская антиклинальная зона и Патраковская складчато-покровная зона. В НГР выявлено 5 газовых, мелких по запасам месторождения.

Нижне-средневизейский НГК продуктивен на Патраковском месторождении. Пористость коллекторов бобриковских отложений – 10-11%, эффективная мощность 1-3 м. Залежь газа залегает на глубинах 3220-3300 м. В рамках средневизейско-нижнепермского НГК залежи УВ выявлены на Рассохинском и Анельском месторождениях. Коллекторами являются низкоемкие карбонатные породы (Кп = 10-12%, Кпр = 0,036-5 мД) трещинно-порово-кавернового типа в верхнекаменноугольных, ассельско-сакмарских и артинских отложениях. Средневзвешенная эффективная мощность 15,5-34,52 м. Глубина залегания продуктивных отложений 1875-2450 м.

Продуктивность среднекаменноугольно-нижнепермского НГК доказана на Курьинском и Рассохинском месторождениях, в пределах которых выявлены мелкие по запасам залежи газа в верхнеартинских и кунгурских отложениях на глубинах 700-1255 м. Средняя пористость коллекторов составляет 8,2-10%, проницаемость 0,012-3 мД.

Верхнепечорский НГР расположен в юго-западной части СП НГО и граничит на западе с Ижма-Печорской НГО. В тектоническом отношении ему соответствует одноименная впадина. В пределах района выявлено 2 мелких по запасам месторождения –Козлаюское и Юрвож-Большелягское.

Доманиково-турнейский НГК продуктивен на Юрвож-Большелягском месторождении, в пределах которого выявлена газоконденсатная залежь в структуре облекания фаменского барьерного рифа. Глубина залегания продуктивных отложений 2888 м. Коллекторами являются низкоемкие карбонатные породы (Кп – 9%) каверново-порового и трещинно-порового типа. Средневзвешенная эффективная мощность 9,4 м. Нефтегазоносность нижне-средневизейского НГК установлена на Козлаюском газоконденсатном месторождении в отложениях бобриковского горизонта. Залежь мельчайшая по запасам УВ. Средневзвешенная эффективная мощность 4,4 м, средняя пористость 9,2%, проницаемость 5 мД. Глубина залегания залежи – 3849 м.

Перспективы района связываются со среднедевонско-нижнефранским, доманиково-турнейским и верхневизейско-нижнепермским НГК. Развитие мощных толщ высокоемких среднедевонских песчаников установлено в пределах Диньюского палеосвода в западной прибортовой части Верхнепечорской впадины, где в процессе бурения отмечены признаки газоносности. Достаточно высоки перспективы верхнепермского НГК в северной части района, учитывая открытие на прилегающей территории Мичаю-Пашнинского НГР целой группы месторождений нефти (Безымянное, Сунаельское, Северо-Мичаюское и др.).
4. Нефтегазоносный потенциал и перспективы

нефтегазоносности

4.1. Характеристика установленных и перспективных нефтегазоносных комплексов

Промышленная нефтегазоносность и нефтегазопроявления распространены по всему разрезу палеозоя и нижней части мезозоя (триас) Тимано-Печорской НГП, а также отмечены в верхней части рифейских метаморфических отложений. Распределение нефтегазоносности по разрезу, в первую очередь, определяется структурными этажами или этажами нефтегазоносности. Участвующие в строении структурных этажей (или этажей нефтегазоносности) геологические формации при наличии у них необходимых свойств и возможностей для генерации УВ, их миграции, формирования и сохранения залежей могут быть квалифицированы в качестве нефтегазоносных.

В практике поисково-разведочных работ и, особенно, при прогнозной оценке перспектив нефтегазоносности широко используется такая единица вертикальной зональности как нефтегазоносный комплекс (НГК). Критерии выделения НГК и принимаемые при этом границы и объемы пока уверенно не разработаны. Под НГК обычно подразумевается литолого-стратиграфическое подразделение, потенциально нефтегазоносное в пределах крупных единиц нефтегазогеологического районирования территории (НГО, НГР), включающее перекрытые региональной покрышкой коллекторские толщи (резервуары, пласты), объединяемые общностью свойств содержащихся в них нефтей и газов. Нефтегазоносный комплекс может содержать один или группу резервуаров. По генетической связи между скоплениями нефти и газа по отношению к вмещающим нефтегазоносным комплексам последние разделяются на сингенетичные, содержащие нефтегазопродуцирующие толщи, и эпигенетичные, не содержащие таковых. Присутствие региональной (зональной) покрышки выдвигается в качестве основного критерия при определении НГК.

В сложных геологических условиях Тимано-Печорской провинции с большой долей натяжки можно проследить лишь две региональные покрышки – аргиллиты тиманского и саргаевского горизонтов франского яруса и глинисто-галогенные породы кунгура. Большинство же покрышек имеют локальное и зональное значение и не могут выполнять те региональные функции, которые им отводятся при выделении НГК. Тем не менее, региональная нефтегазоносность в ТПП установлена поэтажно и свойственна определенным соотношениям пород, т.е. формациям. Поэтому нефтегазоносность НГК предопределяется наличием и соотношением в них природных резервуаров и нефтегазогенерирующих толщ (НГГТ), а эти качества зависят, скорее всего, от принадлежности НГК к той или иной общности литолого-стратиграфических формаций или субформаций. Следовательно, НГК являются по существу структурно-формационными подразделениями и ведущим критерием их выделения и обоснования будут не региональные покрышки, а границы комплексов формаций (субформаций) и слагаемых ими структурных этажей (подэтажей).

Структурно-формационный подход к выделению НГК представляется наиболее приемлемым в практической деятельности и в теоретических исследованиях. Анализ палеотектонической природы структурных этажей и литолого-генетического характера формаций позволяет установить или прогнозировать тип природного резервуара, особенности его коллектора и покрышки, генерационные и миграционные возможности.

В полной мере требованиям к выделению нефтегазоносных комплексов соответствуют описанные выше СФК. Они сложены ассоциациями геологических формаций, генетически связанными между собой по региональным палеогеографическим и геотектоническим условиям. Генетическая общность природных резервуаров, слагающих СФК, обусловлена принадлежностью к преимущественно терригенным или преимущественно карбонатным толщам.

СФК, сформированные в фазы начальной трансгрессии, отделены от вышезалегающих глинистыми толщами, которые представляют собой региональную (тиманско-саргаевская) или зональную (тульская) глинистые покрышки. Региональной покрышкой является также кунгурская глинистая толща, сформированная на этапе начальной регрессии.

СФК – трансгрессивно-регрессивные или регрессивные – отделены от вышезалегающих крупными стратиграфическими несогласиями. Наличие региональных или зональных покрышек, являющихся границами одних комплексов и поверхностей стратиграфических перерывов, которые являются границами других, позволяет обеспечивать в определенной мере единство онтогенеза УВ в пределах выделенных комплексов.

Таким образом, именно СФК и были положены в основу выделяемых в осадочном чехле ТП НГП нефтегазоносных комплексов, которые полностью или частично соответствуют СФК чехла (см. табл. 2.1). В разрезе осадочного чехла выделяются восемь промышленных НГК и два перспективных, краткая характеристика которых приводится ниже [2, 3, 5, 9, 10 и др.]:

- рифейский перспективный – PR2;

- нижнеордовикский терригенный перспективный – O1;

- среднеордовикско-нижнедевонский карбонатный – O2-D1;

- среднедевонско-нижнефранский терригенный - D2-D3f1;

- доманиково-турнейский карбонатный – D3dm-C1t;

- нижне-средневизейский терригенный – C1v1-2;

- верхневизейско-нижнепермский карбонатный – C1v3-P1ar карб.;

- нижнепермский карбонатно-терригенный – P1ar терр.-P1k;

- верхнепермский терригенный – Р2;

- триасовый терригенный – Т.

Соответствие нефтегазоносных комплексов структурно-формационным обеспечило четкую их связь с определенными фазами тектоно-седиментационных циклов и определенные различия НГК в зависимости от формирования в ту или другую фазы тектогенеза.

Нижнеордовикский, среднедевонско-нижнефранский и нижне-средневизейский терригенные НГК сформированы в фазы начальной трансгрессии крупнейших тектоно-седиментационных циклов. Они характеризуются широким развитием разнообразных прибрежно-морских, дельтовых и аллювиальных природных резервуаров, сложенных песчаниками. Они перекрыты глинистыми покрышками и имеют зональные и локальные глинистые покрышки внутри НГК.

Трансгрессивно-регрессивными являются среднеордовикско-нижнедевонский, доманиково-турнейский и верхневизейско-нижнепермский НГК. Природными резервуарами в них являются карбонатные тела преимущественно мелководно-шельфового и рифового генезиса. Среднеордовикско-нижнедевонский и доманиково-турнейский НГК, включающие в полном объеме отложения регрессивной фазы, испытали на больших территориях глубокие региональные размывы, в результате чего были сформированы новые соотношения коллекторов и покрышек.

Особо выделяются регрессивные артинско-кунгурский карбонатно-сульфатно-терригенный, верхнепермский и триасовый терригенные НГК. Первый отнесен в ранг НГК лишь из-за своих весьма значительных толщин, но коллекторов почти не содержит и в целом представляет собой региональную покрышку. Верхнепермский и триасовый терригенные НГК отличаются завершенностью регрессивного осадконакопления. По генезису природных резервуаров они близки к НГК, сформировавшихся в фазы начальной трансгрессии. Природные резервуары представлены телами аллювиального, дельтового и разнообразного прибрежно-морского генезиса. Вместе с тем, глубокий размыв верхнепермского НГК ставит его в один ряд с трансгрессивно-регрессивными НГК. Однако этот размыв не оказал существенного влияния на изменение соотношения коллекторов и покрышек, так как все покрышки верхнепермского и триасового НГК являются внутриформационными.

1. Рифейский перспективный НГК выделяется как нетрадиционный потенциально нефтегазоносный объект. В его пределах установлены многочисленные и значительные битумо-, нефте- и газопроявления в верхней, изученной бурением, части разреза рифейских образований Тимана и прилегающего к нему западного борта Ижма-Печорской синеклизы.

2. Нижнеордовикский перспективный НГК представлен терригенными отложениями нижнего ордовика мощностью от 200 м на западе Хорейверской впадины до 2500 м на востоке провинции. Пористость песчаных пластов-коллекторов в Ижма-Печорской синеклизе достигает 20%, в Хорейверской не превышает 12%.

Впервые признаки нефтенасыщенности нижнеордовикских отложений были обнаружены в кварцевых песчаниках седьельской свиты в керне скважин Нибельской, Буркемской, Войвожской и Васькеркской площадей в пределах Омра-Лузской седловины. Позднее, при испытании опорной Нижнеомринской скважины были отмечены слабые газопроявления. В последние десятилетия в ходе бурения на Низевой, Верхневольминской, Сосьянской и Восточно-Созьвинской площадях в восточной части Тобышско-Нерицкого НГР отмечены нефтепроявления. Несмотря на это, залежей УВ в отложениях комплекса пока не выявлено, и перспективность комплекса по-прежнему остается невыясненной. По данным ГИС и опробования разрез комплекса обводнен.

Отложения седъельской свиты тремадокского яруса в северной части Ижма-Печорской синеклизы характеризуются хорошими коллекторскими свойствами. Пористость полимиктовых песчаников составляет от 3 до 20%, проницаемость достигает 22-62 мД. Пористость кварцевых песчаников обычно составляет 7-10% при проницаемости 22-27 мД, а в пористо-кавернозных разностях 11-12% при проницаемости 35-58 мД.

Песчаники в основании нибельской свиты аренигского яруса плотные, пористость их не превышает 7%, а проницаемость 12-14 мД. Залегающие выше отложения аргиллитовой и песчано-аргиллитовой толщи обычно непроницаемы, в песчаных прослоях пористость составляет 2-7%, проницаемость 0,3-1,5 мД. Однако отложения нибельской свиты не могут служить надежным флюидоупором для отложений седьельской свиты в силу своей трещиноватости и невыдержанности литологического состава.

В связи с отсутствием надежной покрышки в отложениях нижнего ордовика и определенными перспективами нефтегазоносности рассматриваемых отложений интерес может представлять зона выходов песчаников седъельской свиты под региональную тиманско-саргаевскую покрышку с учетом постседиментационной пликативной тектоники. Однако малая мощность и низкое качество тиманско-саргаевского флюидоупора в центральной части Ерсинской впадины снижают вероятность наличия скоплений УВ, приуроченных к нижнеордовикским отложениям.

3. Среднеордовикско-нижнедевонский НГК представлен терригенными и карбонатными отложениями ордовика, карбонатными отложениями силура и глинисто-карбонатными образованиями нижнего девона. Среднеордовикско-нижнедевонские отложения распространены на 80-85% площади ТП НГП и составляют 27% от объема ее осадочного выполнения. Максимальные мощности комплекса до 3,0-3,5 км и наибольший стратиграфический объем фиксируются в Печоро-Колвинском авлакогене и в Предуральском перикратоне. Кровля НГК залегает на глубинах до 6-8 км.

Нефтегазоматеринские породы (НГМП) занимают в разрезах комплекса до 15-20 %, а в общем объеме НГМП всей провинции 11%. Они представлены глинистыми и карбонатно-глинистыми отложениями и содержат РОВ преимущественно сапропелевого типа (0,5-1,0%). Основная масса РОВ накапливалась на землях перикратонного опускания и Печоро-Колвинского прогиба, где плотность масс ОВ достигала 5-10 млн.т/км2. Всего в НГМП комплекса заключено около 8% общей массы РОВ.
Отложения комплекса испытали три этапа интенсивного нефтегазообразования: силурийско-раннедевонский, среднедевонско-турнейский, пермско-триасовый. Все этапы обусловлены на начальной стадии значительным погружением и интенсивным осадконакоплением, на завершающей – термобарическими и тектоно-сейсмическими процессами. Нефтегазогенерационный потенциал пород реализован на 70-75%. Площади очагов генерации УВ в среднеордовикско-нижнедевонском комплексе во времени прогрессивно изменялись: к среднедевонской эпохе они занимали по нижним горизонтам 30-35% всей площади бассейна седиментации и располагались только в пределах перикратонного опускания, к визейскому веку они увеличились до 50-55% и охватили земли Печоро-Колвинского авлакогена; к началу среднеюрского времени процессы генерации протекали в НГМП по всей площади их распространения. Из НГМП комплекса эмигрировало 20% битумоидов (в расчете на общую по провинции массу битумоидов). Земли с плотностями масс эмигрировавших битумоидов более 200 тыс.т/км2 отнесены к высокопродуктивным, с плотностями 50-200 тыс.т/км2 – к среднепродуктивным, с плоскостями менее 50 тыс.т/км2 – к низкопродуктивным.
Высокопродуктивные земли по среднеордовикско-нижнедевонскому НГК занимают 40% площади ТП НГП и приурочены к территории Предуральского краевого прогиба, Печоро-Колвинской и Варандей-Адзьвинской зон и прилегающих к ним бортов Хорейверской впадины и восточной части Омра-Лузской седловины. Возможный масштаб газообразования в породах комплекса составил 10-12% от общего объема газообразных УВ в провинции. На площадях значительного погружения ордовикско-нижнедевонских пород (палеоглубины более 8 км) могли протекать процессы деструкции УВ.
Коллекторские толщи в рассматриваемом комплексе связаны с карбонатными отложениями мелководно-морской зоны шельфа, сформировавшимися в трансгрессивные и трансгрессивно-регрессивные фазы циклов седиментации. В составе мелководно-шельфовых отложений преобладают породы илового типа и лишь в пределах палеоподнятий на шельфе развиты пласты и толщи органогенно-обломочных известняков, водорослевых и строматопорово-кораллово-водорослевых биостромов и биогермов, формирующих при благоприятных условиях толщи и пласты коллекторов. Особенности литологического состава пород комплекса обуславливают преимущественное развитие в нем сложных низкоемких коллекторов порово-(каверново)-трещинного и трещинно-(каверново)-порового типов. Среди образований НГК преимущественным развитием пользуются карбонатные коллекторы каверново-трещинного-порового типа. Их пористость изменяется в пределах от 5 до 20% (в среднем составляя 7-12%), проницаемость достигает 500-900 мД. Распространение коллекторов, среди которых преобладают среднеемкие, контролируются развитием процессов доломитизации и выщелачивания органогенных и кристаллических известняков и доломитов. Терригенные коллекторы, имеющие ограниченное распространение, представлены мелко- и среднезернистыми плотными кварцевыми песчаниками, пористость которых составляет 6-9% при проницаемости 0,5-9,5 мД.

В качестве региональной покрышки рассматриваются глинистые и карбонатно-глинистые (на северо-востоке региона) образования тиманского и саргаевского горизонтов. В качестве зональных покрышек могут служить сульфатно-карбонатная толща верхнего ордовика и глинистые отложения нижнего девона.

Основное количество месторождений в ордовикско-нижнедевонском комплексе выявлено в северо-восточной части ТП НГП – в Хорейверской впадине и прилегающих участках Колвинского мегавала и Варандей-Адзьвинской зоны. Они содержат преимущественно нефтяные залежи.
В ордовикско-нижнедевонском комплексе выделяются два генотипа нефтей: ордовикский и силурийско-нижнедевонский. Первый генотип выделен условно на основе данных только одного Среднемакарихинского месторождения. Спецификой состава нефтей в ордовикских коллекторах является повышенная ароматичность, снижение количества низкомолекулярных УВ и утяжеление изотопного состава углерода асфальтенов по сравнению с нефтями из силурийских отложений. Второй, силурийско-нижнедевонский генотип, выделяется на ряде месторождений Варандей-Адзьвинской зоны и Хорейверской впадины. Генетические показатели типов нефтей (фитана к пристану, максимум распределения н-алканов и др.) свидетельствуют о том, что нефти формировались за счет сапропелевого РОВ при чисто карбонатной седиментации. Углеводородный состав их характеризуем смешанным нафтено-ароматико-метановым типом.
Нефти в залежах ордовикско-нижнедевонского комплекса отвечают первой и второй катагенетическим зонам преобразования РОВ. Нефти первой зоны выявлены в пределах Хорейверской впадины, гряды Чернышева, а также отмечаются в Варандей-Адзьвинской зоне (Сарембойское и Северо-Сарембойское месторождения) и прогнозируются в пределах Омра-Лузской седловины. Они представлены палеогипергенно измененными (Среднемакарихинское, Северо-Сарембойское и Сарембойское месторождения) и полнокомпонентными (Баганское, Сандивейское и др. месторождения) типами. Это в основном автохтонные нефти. Нефтяные флюиды второй катагенетической зоны представлены катагенно преобразованными разностями (метаморфизатами) (Усинское, Возейское, Варандейское, им. Р.Требса и др.) и остаточными метаморфизатами (Нядейюское, Подверьюское, Сарембойское и др.).
Зоны нефтегазонакопления (ЗНГН) в досреднедевонском комплексе могли формироваться в бассейне, начиная со среднедевонского времени, и были связаны со сводовыми палеоподнятиями (Большеземельским, Лайско-Лодминским и др.), палеовалами, располагавшимися на месте современных поднятий Чернова и Чернышева.

К современным зонам нефтенакопления в НГК могут быть отнесены следующие:
- зоны нефтенакопления в инверсионных и надблоковых валах и мегавалах позднекаменноугольно-пермского заложения (Колвинском, Печоро-Кожвинском и др.); в пределах последних немаловажное значение будут иметь внутри-, при- и надразломные зоны (участки), развитые вдоль крупных региональных сложно построенных разломов рифейского заложения, контролирующих валы и мегавалы;
- зоны газо- и нефгенаконления в пределах длительно и унаследованно равивавшихся поднятий (Багано-Сандивейского, Лайско-Лодминского), новобразованных надблоковых структур (Кочмесской, Падимейской и др.), а также в зонах выклинивания или стратиграфического экранирования нижнедевонских отложений в восточной и северо-восточной частях Хорейверской впадины;
- зоны возможного нефтенакопления в приразломных и надразломных линейных структурах поднятий Чернова и Чернышева.
В целом наибольшие перспективы комплекса связаны с землями, в пределах которых происходила интенсивная генерация УВ и развиты коллекторские толщи, непосредственно экранируемые нижнефранской региональной покрышкой.

4. Среднедевонско-нижнефранский НГК является одним из основных промышленно нефтегазоносных объектов в ТП НГП. В северной части территории его значение падает вследствие ухудшения свойств региональной тиманско-саргаевской покрышки. Комплекс представлен ритмичным чередованием песчаников, алевролитов и глин, в верхней части местами с прослоям туффитов. Глубина залегания НГК варьирует от первых сотен метров в западной части региона до 4-6 км в погруженных частях Печоро-Колвинского авлакогена. Мощность его соответственно возрастает в пределах авлакогена до 2000 м.

В среднедевонско-франском терригенном НГК выделены среднедевонско-яранский и джъерско-саргаевский терригенные подкомплексы.

Объем пород комплекса составляет 4% от общего объема осадочного выполнения бассейна седиментации. НГМП в отложениях комплекса занимают 8% от общего объема НГМП бассейна. Содержание РОВ в них в большинстве случаев составляет 1,0-1,2%. Наибольшая доля (>50%) НГМП в разрезах комплекса отмечается в песчано-глинистых и глинисто-карбонатных отложениях Предуральского краевого прогиба и Омра-Лузской седловины. Земли с максимальными плотностями содержания РОВ (около 10 млн.т/км2) соответствуют территории Мичаю-Пашнинского вала, Печоро-Кожвинского и центральной часта Колвинского мегавалов. Всего в НГМП комплекса включено 8% общей массы РОВ Печорского бассейна. Генетический тип РОВ гумусово-сапропелевый и сапропелево-гумусовый.
Генерация УВ в отложениях комплекса протекала неравномерно по площади бассейна. Очаги интенсивной генерации УВ к визейскому времени были приурочены к наиболее погруженным частям Печоро-Колвинского авлакогена и занимали всего 10% от площади провинции. Основной этап генерации УВ приходится на пермско-триасовое время. Земли интенсивной генерации УВ достигали в это время 70% площади бассейна и располагались в пределах Печоро-Колвинского авлакогена, перикратонного прогиба и на территории современной Омра-Лузской седловины. Всего из НГМП в коллекторские толщи комплекса эмигрировало около 20% жидких и возможно, 10-12% газообразных УВ. Реализация генерационного потенциала составила 65-70%.
Основные продуктивные коллекторские горизонты связаны с регионально или зонально выдержанными мощными песчаными пластами среднего девона и яранского горизонта верхнего девона. Емкость коллекторов обусловлена в основном межзерновой пористостью песчаников. Трещинная пористость, развитая в зонах дизъюнктивных нарушений, имеет подчиненное значение. Пористость изменяется в широких пределах от 9 до 22% при преобладании средне- и высокоемких коллекторов. Проницаемость в среднем составляет 50-150 мД.

Коллекторы в отложениях джъерского горизонта отличаются меньшей выдержанностью и продуктивностью. Наиболее высокоемкие коллекторы развиты в пределах Ухта-Ижемского вала и юго-западной части Омра-Лузской седловины, где средние значения пористости верхнеджъерских песчаников составляют 20-22%. В Печоро-Колвинском авлакогене среднеемкие коллекторы приурочены к склонам палеоподнятий (трансферным зонам, разделяющим грабены и полуграбены). В северных и северо-западных частях авлакогена емкостные свойства терригенных среднедевонско-нижнефранских пород снижаются вследствие интенсивных кагагенетических преобразований. По той же причине, а так же в связи с изменениями фациального состава пород практически отсутствуют поровые коллекторы в Предуральском краевом прогибе.

Главным экранирующим горизонтом для комплекса служит региональная тиманско-саргаевская глинистая и карбонатно-глинистая покрышка. Наиболее высоким качеством она характеризуется на большей части Печоро-Колвинского авлакогена, юго-востоке Омра-Лузской седловины и на севере Варандей-Адзьвинской зоны.
Ловушки в среднедевонско-нижнефранском комплексе относятся к структурному или комбинированному (структурно-стратиграфическому, структурно-литологическому) типам.
Нефти преимущественно легкие и облегченные, маловязкие, средне- и высокосернистые, парафинистые. Газы преимущественно жирные, бессернистые. Среднедевонско-нижнефранскому генотипу нефти свойственны повышенная парафинистость и преобладание высокомолекулярных УВ. Нефти характеризуются метановым основанием, средним содержанием смол (7%;) и асфальтенов (3-5%), имеют черты, свидетельствующие об их генетической связи с РОВ гумусового и сапропелево-гумусового типов.
В рассматриваемом комплексе установлены флюиды трех катагенетических зон преобразования РОВ. Для ряда залежей отмечается присутствие аллохтонных нефтей, мигрировавших из силурийско-нижнедевонских отложений (Пашнинское, Джъерское, Восточно-Савиноборское, Усинское, Пашшорское и другие месторождения).
Зоны нефтенакопления в среднедевонско-нижнефранском комплексе могли формироваться уже с визейского времени в пределах палеоподнятий (Лайско-Лодминского, Усино-Возейского и др.). В настоящее время по отложениям комплекса выделяются зоны значительного нефтенакопления, связанные с инверсионными валами в пределах Печоро-Колвинского авлакогена, Мичаю-Пашнинской и Ухта-Ижемской зон; районы среднего и незначительного газо- и нефтенакопления в Омра-Лузской седловине и севере Варандей-Адзьвинской зоны.
5. Доманиково-турнейский НГК сложен преимущественно карбонатными породами: известняками, глинистыми известняками с подчиненным количеством мергелей, содержащих тонкие прослои глин, и доломитами. Большую роль играют органогенные образования. Максимальная глубина погружения кровли комплекса составляет 4-6 км. Мощность достаточно выдержана и не превышает 500-600 м, лишь в погруженных частях Печоро-Колвинского авлакогена повышаясь до 2000 м.

Породы, слагающие НГК, занимают 17% общего объема пород осадочного бассейна. Нефтегазоматеринские отложения составляют 28% от их общего объема по бассейну. Земли с содержанием НГМП в разрезе более 50% охватывают 60% территории ТП НГП. Высокие плотности содержания РОВ сапропелевого типа (более 5 млн. т/км2) отмечаются в отложениях депрессионных фаций, максимальные содержания РОВ (около 20 млн.т/км2) установлены на территории южных частей Печоро-Кожвинского и Колвинского мегавалов. НГМП содержат 20% общей массы РОВ, захороненной в породах фанерозоя. Наибольшим нефтематеринским потенциалом обладает ОВ доманиковых отложений.
Отложения комплекса претерпели два этана интенсивной генерации УВ. К визейскому веку процессы нефтеобразования протекали только в пределах современного Печоро-Кожвинского мегавала. На остальной территории нефтеобразование было незначительно. К среднеюрскому времени процессы слабого нефтеобразования протекали на 20% площади распространения отложений, интенсивного газообразования – на 25% (из них 10% приходится на процессы газообразования, протекающего за счет деструкции жидких УВ). Площади газообразования отвечают землям Предуральского краевого прогиба. Деструкция жидких УВ способствовала обогащению гагами визейско-нижнепермских карбонатных отложений, что можно считать благоприятным фактором газонакопления. Всего из НГМП комплекса в одновозрастные и более молодые коллекторские толщи эмигрировало около 40% жидких и 30-35% газообразных УВ. Нефтематеринский потенциал реализован на 50-55%.
Для доманиково-турнейского комплекса характерно большое разнообразие коллекторов, связанных с рифогенными образованиями, мелководно-шельфовыми карбонатими, породами депрессионных и склоновых фаций.

Основная продуктивность комплекса связывается со сложно построенными коллекторскими толщами органогенных массивов и биогермов. В рифогенных массивах выявлены прослои коллекторов средне- и высокоемких (коэффициент пористости Кп=10-30%). Емкостное пространство пород представлено порами первичного и вторичного генезиса. Первичная пористость обусловлена структурой известкового скелета рифостроящих организмов и водорослей, вторичная представлена порами доломитизации и растворения с открытой пористостью 10-20%. В карбонатных проницаемых толщах развиты коллекторы трещинно-кавернового типа, иногда с гранулярной пористостью, составляющей также 15-20% при проницаемости до 950 мД. Емкостные свойства рифогенных резервуаров периодически усиливались, благодаря интенсивному выщелачиванию в периоды регрессии моря (осушения рифов), вплоть до образования карстовых пустот и карбонатной муки под поверхностями размыва. Породы-коллекторы в мелководно-шельфовых отложениях франа, фамена и турне характеризуются обычно низкой емкостью. Их коллекторские свойства улучшаются на участках, где они залегают под поверхностью предвизейского размыва. В доманиковых депрессионных породах развиты низкоемкие коллекторы трещинного, реже каверново-порово-трещинного типа. Для них характерна невыдержанность в разрезе. Объемы ловушек в комплексе составляют 0,01-0,7 км3. Они являются преимущественно комбинированными (структурно-литологическими, структурно-стратиграфическими) и структурными.
Региональная покрышка для пород НГК отсутствует, что обуславливает малоблагоприятные условия сохранности залежей УВ. Зональными и локальными покрышками являются глинистые и карбонатно-глинистые пачки и толщи в мелководно-шельфовых отложениях фаменского и турнейского возраста, а также глины в основании тульского и алексинского горизонтов визейского яруса. В северных и некоторых других районах региона они местами отсутствуют или замещаются проницаемыми породами, что создает менее благоприятные условия для сохранения залежей под зональными и локальными покрышками, представленными массивными мергелями с прослоями глин в отложениях фаменского яруса. Покрышки характеризуются литологической неоднородностью и невысоким качеством. Коллекторы в отложениях депрессионных фаций экранируются глинистыми толщами заполнения фаменского возраста (Колвинский мегавал, валы Сорокина и Гамбурцева и др.).
Для отложений НГК характерны два генотипа нефтей: доманиковый и верхнефранско-турнейский. Нефтям доманикового типа свойственно снижение содержания твердых парафинов (~ 4%), увеличение содержания серы (0,7%), повышение доли ароматических УВ. Углеводородный состав нефтей смешанный: ароматико-нафтеново-метановый. Вещественно-генетические показатели этих нефтей указывают на их связь с сапропелевым РОВ. Верхнефранско-турнейский генотип нефтей отличается повышенным содержанием смол (8-10%), серы (>1%) и пониженным количеством твердых парафинов (~ 3%). Нефти также смешенного ароматико-нафтеново-метанового типа и связаны с гумусово-сапропелевым РОВ.
Рассматриваемый комплекс является преимущественно нефтеносным. Залежи газа и конденсата выявлены в основном в Верхнепечорской впадине. В пределах комплекса установлены гипергенно измененные (Сарембойская, Усинская, Исаковская и другие залежи) и полнокомпонентные нефти первой катагенетической зоны, нефти и нефтеконденсаты второй переходной зоны (градации катагенеза МК3-МК4), нефтеконденсаты и газоконденсаты третьей зоны (МК4-МК5). В комплексе широко развиты аллохтонные нефти. В пределах Омра-Лузской седловины они связаны с нефтями из силурийских отложений (Аресская группа поднятий) и пород терригенного девона (Лузское и Западно-Тэбукское месторождения).
В отложениях комплекса выделяются зоны нефтенакопления, приуроченные к инверсионным валам Печоро-Колвинского авлакогена (Колвинская, Варандейская, Печоро-Кожвинская, Пашнинская), цепочкам рифогенных образований и структур их облекания (север Ижма-Печорской синеклизы, Омра-Лузская седловина и Хорейверская впадина). Зоны незначительного газонефтенакопления, объединяющие седиментогенные ловушки, обособляются на участках развития терригенных турнейских отложений (южная часть бассейна). На площадях терригенного и терригенно-карбонатного осадконакопления возможны зоны нефтенакопления в литологических ловушках депрессионных отложений доманикового горизонта (зоны трещиноватости и разуплотнения).
6. Нижне-средневизейский НГК, представленный переслаиванием песчаников, алевролитов и глин, распространен не повсеместно. Мощность его достигает 300-350 м. Терригенные отложения нижнего-среднего визе занимают 50% площади провинции и составляют 1% его осадочного выполнения. Доля НГМП в них варьирует от 40 до 80%. Максимальное развитие НГМП (>50%, плотности содержания РОВ составляют около 5 млн.т./км2) получили в восточных частях Верхнепечорской и Косью-Роговской впадин. НГМП содержат 2% общей массы РОВ, заключенного в породах всего осадочного бассейна. Генетический тип РОВ гумусово-сапропелевый (Денисовский прогиб. Верхнепечорская впадина) и сапропелево-гумусовый (вал Гамбурцева, Печоро-Кожвинский мегавал). В целом нефтегенерационный потенциал терригенных визейских образований невысок. В Предуральском краевом прогибе они в значительной степени реализовали нефтематеринские свойства, на землях Печорской синеклизы НГМП являются нефтепроизводящими. Всего из НГМП эмигрировало 2% жидких и, возможно, 5-6% газообразных УВ (в расчете на общую массу эмигрированных в ПБ УВ).
Коллекторы представлены мономинеральными кварцевыми песчаниками, претерпевшими на ряде участков значительные постседиментационные преобразования. Сильное окварцевание пород привело к резкому снижению их емкостного пространства. Наилучшими коллекторскими свойствами обладают песчаники русловой и баровой фаций. Они характеризуются высокими значениями пористости (8-25%) и проницаемости (до 216 мД).

Покрышками для комплекса являются зонально и локально развитые глинистые и карбонатно-глинистые пачки в окско-серпуховских отложениях. Неблагоприятное влияние на сохранность УВ в бобриковских отложениях оказал глубокий размыв верхнепалеозойских отложений в пределах Печоро-Кожвинского мегавала и Среднепечорского поднятия, а также значительное окремнение пород во впадинах Предуральского прогиба.
Залежи нефти и газа в визейских терригенных отложениях выявлены в южной части Печоро-Кожвинского мегавала (Югидская, Аранецкая, Худоельская, Печоро-Кожвинская, Печорогородская площади), на севере вала Сорокина (Наульская, Лабоганская), в Верхнепечорской (Вуктыльская, Козланюрская, Козлаюская) и Большесынинской впадинах. Резервуары в нижне- средневизейских породах связаны, главным образом, с песчаными телами аллювиального, дельтового и барового генезиса.
Выявленные и предполагаемые залежи нефти и газа можно сгруппировать в следующие ЗНГН: незначительного и среднего нефтенакопления в пределах мегавала (Печоро-Кожвинский) и вала (Сорокина); преимущественно незначительного газонакопления в приразломных (принадвиговых) структурах внутреннего борта Верхнепечорской впадины; предполагаемого незначительного нефтенакопления в литологических (Денисовский прогиб) и экзогенных ловушках (Омра-Лузская седловина, Верхнепечорская впадина).

7. Верхневизейско-нижнепермский НГК, повсеместно распространенный на территории ТП НГП, сложен карбонатными породами: известняками и доломитами. Кровля его в наиболее погруженных участках региона залегает на глубинах 1,5-4 км. Мощность НГК выдержана и почти повсеместно составляет около 500-600 м.

Породы НГК распространены шире, чем нижне- средневизейские и составляют 16% в общем объеме пород осадочного бассейна. НГМП в них занимают около 10% от общего объема НГМП провинции и содержат 6% общей массы РОВ преимущественно смешанного сапропелево-гумусового типа. Объемы генерированных ими УВ незначительны. Земли с плотностями эмигрировавших битумов около 25 тыс.т/км2 отвечают Хорейверской впадине и Ижма-Печорской синеклизе, 50 тыс.т/км2 и более – впадинам Предуральского прогиба.
Нефгегазонакопление в карбонатных верхневизейско-нижнепермских отложениях определялось главным образом поступлением УВ из подстилающих доманиково-турнейских пород. Оно было возможно только после образования над комплексом нижнепермской глинистой покрышки.
Для внутреннего строения комплекса характерно широкое развитие органогенных построек и биогермных массивов различной природы и морфологии. В связи с этим коллекторские свойства карбонатных пород комплекса изменяются в очень широких пределах и зависят от литологического состава отложений, степени их доломитизации, выщелачивания и других вторичных процессов, широко проявившихся благодаря многочисленным внутриформационным перерывам. Распространены коллекторы порового, порово-кавернового и порово-трещинного типов.
Породы-коллекторы в каменноугольных карбонатах в основном поровые и трещинно-поровые, средне- и высокоемкие (коэффициент пористости составляет 15-22%). В ассельско-сакмарских отложениях высоко- и среднеемкие коллекторы связаны с рифогенными образованиями (значения пористости достигают 30%, проницаемость варьирует от единиц до 1000 мД в зависимости от степени вторичных изменений карбонатных пород). В артинских карбонатных пластах коллекторы трещинные и порово-трещинные низкоемкие.

Залежи УВ в верхневизейско-нижнепермских отложениях экранируются нижнепермской покрышкой, представляющей из себя сочетание кунгурского регионального и ранне- и позднеартинского зональных флюидоупоров. Кунгурский региональный флюидоупор распространен практически на всей территории провинции. В северной части бассейна разрез его сложен глинистыми и глинисто-алевролитовыми породами, а южнее Печоро-Кожвинского мегавала – глинисто-алевролитовыми и глинисто-сульфатными. Территории с высоким качеством нижнепермской покрышки охватывают северную часть Верхнепечорской и всей Косью-Роговской впадины, а также северные районы ТП НГП (северные части Хорейверской впадины и Печоро-Колвинского авлакогена, Малоземельско-Колгуевскую моноклиналь и западную часть Варандей-Адзьвинской структурной зоны). В районах сочетания региональной кунгурской и зональных артинских покрышек обеспечиваются оптимальные условия сохранности залежей УВ. В разрезах Предуральского краевого прогиба в составе покрышки резко увеличивается роль грубообломочных пород, что снижает здесь ее экранирующие свойства. Зональными и локальными флюидоупорами выступают сульфатные образования серпуховского яруса и глины верейского горизонта московского яруса.

Залежи нефти и газа НГК распространены преимущественно в пределах Печоро-Колвинского авлакогена, Варандей-Адзьвинской зоны и Верхнепечорской впадины на глубинах 1,8-4 км, в незначительном количестве – в Омра-Лузской седловине (глубина 1,3-1,7 км), в Хорейверской, Косью-Роговской и Большесынинской впадинах на глубинах 1,8-3,5 км.
Генотипы нефти в верхневизейско-нижнепермских толщах отличаются повышенным содержанием ароматических структур и сернистых соединений. В целом для рассматриваемых отложений характерно широкое разнообразие фазово-генетических типов залежей. На структурах Печоро-Колвинского авлакогена (Колвинский мегавал и Шапкина-Юрьяхинский вал) фазовый состав и свойства флюидов существенно меняются с юга на север. Так, на структурах Шапкина-Юрьяхинского вала с юга на север нефтяные и газонефтяные (Среднесерчейюская, Южно-Шапкинская) сменяются конденсатными с нефтяной оторочкой (Южно-Шапкинская, Ванейвисская и Кумжинская) и газовыми (Шапкинская). Нефти здесь легкие и облегченные, мало- и среднесернистые, парафинистые. Газовые шапки метанового состава характеризуются повышенным содержанием азота и присутствием сероводорода.
На юге и в центральной части Колвинского мегавала выявлены нефтяные залежи (Усинское, Возейское, Харьягинское, Лекхарьягинское, Северо-Харьягинское, Сарутаюское), в северной части – нефтегазоконденсатные (Ярейюское, Хыльчуюское) и газонефтяные (Южно-Хыльчуюское). В Хорейверской впадине и Варандей-Адзьвинской зоне распространены нефтяные месторождения, в Предуральском краевом прогибе – преимущественно газовые и газоконденсатные, реже встречаются нефтяные (Падимейское, Суборское и др.).
Формированию зон нефтегазонакопления на севере Печоро-Колвинского авлакогена и структурах вала Сорокина способствовало поступление преимущественно газообразных УВ из нижележащих ордовикско-нижнедевонских и среднедевонских отложений по разломам, которые отчетливо прослеживаются в нижних горизонтах осадочного чехла. Значительное влияние на сохранность залежей в рассматриваемом комплексе оказали позднетриасово-раннеюрские тектонические движения. На участках их интенсивного проявления (Печоро-Колвинский мегавал, Макарихинский и Салюкинский валы, южная часть вала Сорокина и Шапкина-Юрьяхинского вала) отмечается полное и частичное разрушение залежей УВ (Пашшорская, Верхнегрубешорская, Ярейягинская и другие площади). В поднадвиговых структурах Предуральского краевого прогиба газовые месторождения формировались в процессе их роста, как за счет свободных, так и ранее растворенных в нефтях и пластовых водах газов.
В настоящее время по отложениям комплекса прослеживаются зоны:

- интенсивного нефтегазонакопления, приуроченные к инверсионным валам Печоро-Колвинского авлакогена и Варандей-Адзьвинской зоны, значительного газонакопления в при- и поднадвиговых структурах Предуральского прогиба, поднятия Чернова и Чернышева;

- возможного незначительного нефтегазонакопления, предполагаемые в биогенных ловушках ассельско-сакмарского возраста и структурах их облекания в районах возможного стратиграфического экранирования нижнепермских карбонатов на склонах Колвинского и Печоро-Кожвинского мегавалов и в Варандей-Адзьвинской зоне.

В целом нефтегазоносностъ верхневизейско-нижнепермского НГК определялась в основном генерацией УВ в подстилающих отложениях, латеральной миграцией УВ с севера ТП НГП и частично из Предуральского краевого прогиба и, кроме того, перетоками флюидов из нижележащих комплексов по зонам разломов. Наиболее значительные по запасам залежи УВ в комплексе открыты в тектонических ловушках. Поэтому все структуры на землях интенсивной генерации УВ нижнепермскими и доманиково-турнейскими НГМП должны представлять наибольший интерес как объекты поисковых работ.
8. Нижнепермский (артинско-кунгурский) НГК сложен песчаниками, алевролитами и глинами. Мощность его, почти повсеместно составляющая от 200 до 400 м, в Предуральском прогибе резко увеличивается до 2000 м. Кровля НГК погружена на глубины до 2 км.

Генетический тип РОВ в артинско-кунгурских НГМП преимущественно сапропелево-гумусовый и гумусовый. Основными площадями развития НГМП являются земли Предуральского краевого прогиба. В кунгурских отложениях Варандей-Адзьвинской зоны, Омра-Лузской седловины и Большесынинской впадины нефти преимущественно аллохтонные гипергенно измененные. В Верхнепечорской впадине и на севере Печоро-Колвинского авлакогена установлены газовые скопления и залежи ретроградных нефтей.
Рассматриваемые в качестве резервуаров песчаные пласты и пачки характеризуются высокими значениями открытой пористости, до 20-28%, но низкой проницаемостью.

Флюидоупором для образований НГК являются отложения верхней перми, представленные глинами с подчиненными прослоями песчаников.

9. Верхнепермский НГК распространен в пределах всей ТП НГП. Его мощность меняется от нескольких десятков метров в пределах Ижма-Печорской синеклизы до 2,5 км в Предуральском прогибе. Глубины залегания комплекса также различны: от 0 на юге Ижма-Печорской впадины до 2000 м и более в Большесынинской и на севере Коротаихинской впадин.

Коллекторские толщи связаны с полимиктовыми песчаниками уфимско-казанского возраста. В пермских отложениях все залежи нефти и газа сосредоточены в высоко- и среднеемких коллекторах дельтового и аллювиального (руслового) генезиса. Природные резервуары в аллювиальных отложениях резко не выдержаны по площади и имеют лентообразную и дендроидную формы. В полосах развития мощности их колеблются от 0 до 35 м. Пористость коллекторов составляет до 30%, проницаемость до 2000 мД. Коллекторские свойства пород характеризуются сильной дисперсией значений пористости и проницаемости, обуславливающей значительную гетерогенность резервуаров.

В верхнепермских резервуарах преобладают аллохтонные гипергенные (Омра-Лузская седловина) и катагенно-преобразованные (Колвинский мегавал) нефти. Резервуары дельтового типа представлены отложениями устьевого и вдольберегового баров и распределительных каналов. На долю устьевого бара приходится около 75% эффективного объема резервуара. Сочетание субаквальных и субаэральных фаций, характерных для этого тина резервуаров, предопределяют высокую степень их латеральной и вертикальной неоднородности. В целом формирование высокоемких коллекторов в пермских терригенных отложениях обусловлено благоприятным сочетанием обстановок осадконакопления (дельтовых и аллювиальных фаций) и последующих преобразований пород, связанных с инфильтрацией поверхностных вод вблизи поверхностей палеоразмывов.
Генетический тип РОВ в НГМП верхнепермского НГК преимущественно сапропелево-гумусовый и гумусовый. Основными площадями развития НГМП являются земли Предуральского краевого прогиба, где располагались площади наиболее интенсивной генерации УВ. Здесь установлены максимальные плотности содержания РОВ (до 20 млн. т/км2). Процессы генерации УВ протекали в течение одного этапа на 20-25% площади ТП НГП. На большей части бассейна процессы нефтегазообразования были слабые.

Условия сохранности залежей в пермских терригенных отложениях определяют покрышки уфимского и триасового возраста. Региональной покрышкой для комплекса является нижнетриасовая, выделяемая в объеме глинистой чаркабожской свиты. Наиболее надежно она экранирует пермские резервуары в северной части Печоро-Колвинского авлакогена.

Газонефтеобразование в пермских и триасовых терригенных отложениях происходило одновременно с формированием современного структурного плана Тимано-Печорского региона. Все инверсионные и приразломные структуры Печоро-Колвинского авлакогена, Варандей-Адзьвинской структурной зоны, Макарихинско-Салюкинской антиклинальной зоны и Мичаю-Пашнинского вала по отношению к рассматриваемому НГК развивались в основном конседиментационно. Это способствовало концентрации УВ в структурных ловушках даже при слабых процессах нефтегазообразования. При формировании валов и мегавалов, амплитуды которых достигали или превышали 0,5 км, активизировались древние и образовались новые разрывные нарушения. По ним в пермско-триасовые ловушки из нижезалегаюших горизонтов поступали преимущественно газообразные – наиболее подвижные УВ. Однако конседиментационное развитие валов сопровождалось быстрым залечиванием тектонических нарушений. Поэтому во все более высокие горизонты могло проникать меньшее количество УВ, мигрировавших снизу. Таким способом в пределах пермско-триасовых мегавалов могли образоваться нефтегазовые залежи с разным генетическим составом УВ.
В целом нефтегазонакопление в пермско-триасовых отложениях определялось как конседиментационным развитием аккумулирующих структур (валов, мегавалов. литологических ловушек), так и поступлением значительных части УВ из нижних комплексов и за счет латеральной миграции с акваториальной части ПБ.

10. Триасовый НГК сложен чередованием песчаников, алевролитов и глин. Отложения комплекса выходят на дневную поверхность в Предуральском прогибе и на восточном склоне Тиманского поднятия. В центральной части ТП НГП кровля НГК погружена на глубины около одного километра. Мощность комплекса не превышает 1000-1200 м, но во впадинах Предуральского краевого прогиба достигает 2,5-3,0 км.

Залежи в нижнетриасовых отложениях установлены в песчаных пластах аллювиального (руслового) генезиса. В составе НГК преобладают средне- и высокоемкие коллекторы: пористость продуктивных пластов составляет 18-28%. При этом наилучшие коллекторы связаны с песчаниками пристрежневой зоны русла, представленными крупнозернистыми хорошо отсортированными разностями.

Триасовые резервуары в Варандей-Адзьвинской зоне и на юге Колвинского мегавала содержат залежи нефти, на остальной территории ТП НГП – газовые скопления. Все они сформировались за счет перетоков из подстилающих комплексов.
Сохранность скоплений УВ в резервуарах нижнего триаса определяется зональными нижне- и среднетриасовой, а также региональной верхнеюрской покрышками.
4.2. Оценка и распределение начальных суммарных ресурсов углеводородов

Тимано-Печорской НГП

Приступая к анализу современного состояния сырьевой базы региона, определим используемые термины, характеризующие его нефтегазовый потенциал. Термин "начальные суммарные ресурсы" (НСР) соответствует всему объему УВ региона, накопленному в результате геологических и геохимических процессов в земной коре. НСР объединяют две группы: запасы и ресурсы. Под запасами понимается количество нефти и газа в открытых месторождениях или залежах (категории А, В, С1 – разведанные и категория С2 – предварительно оцененные). Под ресурсами же понимается количество нефти и газа в неоткрытых месторождениях и залежах (категория С3 – перспективные, категории Д1 и Д2 – прогнозные).
Ресурсы углеводородов в Тимано-Печорской провинции оценивались, начиная с 1972 года, методом геологических аналогий, а также контрольными методами математической статистики и объемно-генетическим. Последняя официальная оценка НСР нефти и газа (апробированная и утвержденная Центральной экспертной комиссией по количественной и геолого-экономической оценке прогнозных ресурсов нефти и газа) была выполнена по состоянию на 01.01.1993 г. В дальнейшем, несмотря на получение новой геолого-геофизической информации, в связи с затянувшимися преобразованиями при переходе к новой системе недропользования проводилась только ежегодная актуализация состояния НСР (в соответствии с приростами и списаниями запасов, добычей). Таким образом, по состоянию на сегодняшний день, в качестве официальной можно рассматривать только оценку 1993 г., хотя она, безусловно, устарела.

В целом по Тимано-Печорской провинции НСР УВ (геологические) по состоянию на 01.01.93 г. были оценены в 17614,4 млн. т. условного топлива [4, 10]. Данные по их распределению по субъектам федерации, по фазовому составу, НГО и НГК приведены в таблицах 4.1-4.6 и табличных приложениях 1 и 2, иллюстрируются рисунками 4.1-4.6, графическими приложениями 10 и 11.

Из общей суммы УВ НСР нефти составляют 78,1%, свободного газа 13,8%, конденсата 2,0% и растворенного в нефти газа 6,0% (рис. 4.3).

Распределение НСР УВ по субъектам Российской Федерации

Большая доля всех НСР ТП НГП (50,7%) приходится на долю Ненецкого автономного округа, в его недрах сосредоточено 53,4% всех ресурсов нефти и 39,0% свободного газа. В структуре НСР НАО удельный вес нефти 82,2%, свободного газа – 10,6%, остальное приходится на растворенный газ и конденсат (табл. 4.1, рис. 4.4).
В Республике Коми сосредоточено 48,9% НСР углеводородного сырья всей Тимано-Печорской провинции, из них нефти 46,5% от НСР нефти ТП НГП, свободного газа – 59,4%. В структуре НСР РК нефть имеет удельный вес 74,2%, свободный газ – 16,8%, остальное приходится на растворенный газ и конденсат.

В Пермской области (в пределах ТП НГП) НСР составили 0,4% от суммы УВ по провинции, в том числе свободного газа 1,6% от НСР свободного газа всей провинции. В структуре НСР Пермской области основную долю (65,9%) составляют ресурсы свободного газа, остальное приходится на нефть, растворенный газ и конденсат.
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Табл. 4.1
Распределение НСР УВ (геологических) ТП НГП по субъектам РФ

по состоянию на 01.01.93 г. (млн. т. у. т) [4]

	Субъекты

Федерации
	Всего УВ
	Нефть
	Свободный газ
	Конденсат
	Растворенный газ

	Республика

Коми
	8613,7
	6395,1
	1447,9
	301,8
	468,7

	Ненецкий автономный округ
	8939,9
	7352,4
	949,5
	43,4
	594,7

	Пермская область
	60,8
	12,3
	40,1
	7,7
	0,8

	ВСЕГО
	17614,4
	13759,8
	2437,5
	352,9
	1064,2
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	Рис. 4.3. Распределение НСР УВ          ТП НГП по типу флюида
	
	Рис. 4.4. Распределение НСР УВ

ТП НГП по субъектам РФ


Табл. 4.2

Плотность НСР УВ (геологических) ТП НГП

по состоянию на 01.01.93 г. (тыс. т. у. т./км2) [4]

	
	Всего УВ
	Нефть 
	Свободный газ

	Тимано-Печорская провинция
	54.6
	42.7
	7.6

	Субъекты РФ:
	
	
	

	Республика Коми
	41.7
	30.9
	7.0

	НАО
	79.6
	65.4
	8.4

	Пермская область
	17.0
	3.4
	11.2

	Нефтегазоносные области:
	
	
	

	1. Тиманская НГО
	53.9
	51.6
	1.4

	2. Ижма-Печорская НГО
	54.0
	49.7
	2.5

	3. Малоземельско-Колгуевский НГР
	23.5
	20.6
	1.5

	4. Печоро-Колвинская НГО
	148.4
	114.3
	20.2

	5. Хорейверская НГО
	93.7
	86.1
	-

	6. Варандей-Адзьвинская НГО
	219.1
	209.4
	-

	7. Северо-Предуральская НГО
	130.3
	52.1
	60.2


Наибольшей плотностью НСР нефти и газа среди субъектов РФ обладает НАО – 79,6 тыс.т.у.т/км2 (табл. 4.2). Для неё характерна и наивысшая плотность суммарных ресурсов нефти.

Распределение НСР УВ по нефтегазоносным областям
Порядка 80% всего нефтегазового потенциала провинции сосредоточено в пределах четырех нефтегазоносных областей – Печоро-Колвинской, Северо-Предуральской, Хорейверской и Варандей-Адзьвинской НГО (табл. 4.3, рис. 4.5).

По концентрации НСР УВ среди нефтегазоносных областей первое место занимает Варандей-Адзьвинская НГО, второе – Печоро-Колвинская (табл. 4.2).

Причем наиболее богатым по ресурсам в Варандей-Адзьвинской НГО (219,1 тыс.т.у.т./км2), является Варандейский НГР (плотность 918 тыс.т.у.т./км2), в Верхнеадзьвинском она почти на порядок меньше (95,8 тыс.т.у.т./км2).
Табл. 4.3

Распределение НСР УВ (геологических) ТП НГП по НГО

по состоянию на 01.01.93 г. (млн. т. у. т.) [4]

	Области
	Всего УВ
	Нефть 
	Свободный газ
	Конденсат
	Растворенный газ

	1. Тиманская НГО
	559.6
	535.7
	14.9
	-
	7.0

	2. Ижма-Печорская НГО
	1951.7
	1769.7
	97.1
	3.4
	81.5

	3. Малоземельско-Колгуевский НГР
	516.3
	451.3
	32.3
	0.3
	32.5

	4. Печоро-Колвинская НГО
	5716.2
	4400.0
	776.6
	56.0
	483.6

	5. Хорейверская НГО
	3113.4
	2859.6
	-
	-
	253.8

	6. Варандей-Адзьвинская НГО
	2717.8
	2596.2
	-
	-
	121.5

	7. Северо-Предуральская НГО
	3041.7
	1147.3
	1516.7
	293.3
	84.4
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Рис. 4.5. Распределение НСР УВ ТП НГП по НГО

В Печоро-Колвинской НГО наибольшей плотностью обладали Харьяго-Усинский (439,5 тыс.т.у.т./км2) и Ярейюский (293,4 тыс.т.у.т./км2) нефтегазоносные районы, наименьшей – Мутноматериково-Лебединский (39,3 тыс.т.у.т./км2) и Лайско-Лодминский (56,6 тыс.т.у.т./км2).
В Хорейверской НГО наибольшая плотность суммарных ресурсов отмечена в Колвависовском районе (103,1 тыс.т.у.т./км2), в Чернореченском она в два раза меньше (51,3 тыс.т.у.т./км2).
В Северо-Предуральской НГО более высокая плотность суммарных ресурсов характерна для Вуктыльского НГР (212,3 тыс.т.у.т./км2).
В Ижма-Печорской НГО наиболее богатые по величине плотности НСР Мичаю-Пашнинский (116,5 тыс.т.у.т./км2) и Велью-Тэбукский (52,9 тыс.т.у.т./км2) районы. Самые низкие значения плотности суммарных ресурсов нефти и газа в Тобышско-Нерицкий НГР (12,1 тыс.т.у.т./км2).

По плотности суммарных ресурсов нефти на первом месте, по-прежнему, Варандей-Адзьвинская НГО, ресурсов газа – Северо-Предуральская (табл. 4.2).
На долю Печоро-Колвинской НГО приходится 32 % ресурсов нефти ТП НГП, далее по убыванию следуют Хорейверская (20,8%) и Варандей-Адзьвинская (18,9%) НГО. НСР нефти остальных НГО изменяются от 3,3% от НСР нефти ТП НГП в пределах Малоземельско-Колгуевского НГР до 12,8% от НСР нефти ТП НГП в пределах Ижма-Печорской НГО. Основная часть общего газового потенциала ТП НГП приходится на Северо-Предуральскую НГО (62,2%), практически в два раза меньше – 31,9% всех ресурсов свободного газа находятся в границах Печоро-Колвинской НГО (табл. 4.4).

Табл. 4.4

Распределение НСР нефти и свободного газа по НГО [10]

	Нефтегазоносная область
	НСР (%)

	
	нефть
	свободный газ

	Тиманская
	3,9
	0,6

	Ижма-Печорская
	12,8
	4,0

	Печоро-Колвинская
	32,0
	31,9

	Хорейверская
	20,8
	—

	Варандей-Адзьвинская
	18,9
	—

	Северо-Предуральская
	8,3
	62,2

	Малоземельско-Колгуевский НГР
	3,3
	1,3


Распределение НСР УВ по нефтегазоносным комплексам

Среди нефтегазоносных комплексов ТП НГП наиболее богатым по содержанию начальных ресурсов УВ является верхневизейско-нижнепермский карбонатный (29%). Далее следуют среднедевонско-нижефранский терригенный (19%) и среднеордовикско-нижнедевонский карбонатный (18.2%) (табл. 4.5, рис. 4.6).

84,0% всего углеводородного потенциала ТП НГП сосредоточено в рамках пяти НГК: верхневизейско-нижнепермского (10,4%), нижне-средневизейского (20,4%), среднедевонско-франского (19,0%), среднеордовикско-нижнедевонского (18,2%) и доманиково-турнейского (16,0%). Наименьшие ресурсы приурочены к артинско-кунгурскому терригенному комплексу (1,4%), а в верхнепермском и триасовом терригенных НГК сосредоточено, соответственно, 7,6 и 7,0% от общей суммы НСР ТП НГП.

По максимальному содержанию НСР нефти (геологических) в порядке убывания выделяются четыре НГК: верхневизейско-нижнепермский (24,7%), среднедевонско-франский (19,7%), среднеордовикско-нижнедевонский (18,9%) и доманиково-турнейский (18,5%). Более половины ресурсов свободного газа ТП НГП (57%) приходится на долю верхневизейско-нижнепермского карбонатного НГК, в каждом из остальных НГК содержится менее 10% от НСР газа провинции (табл. 4.6).

Табл. 4.5

Распределение НСР УВ (геологических) ТП НГП по НГК

по состоянию на 01.01.93 г. (млн. т. у. т.) [4]

	НГК
	Всего УВ
	Нефть
	Свободный газ
	Конденсат
	Растворенный газ

	O2-D1
	3207.1
	2604.7
	209.5
	31.0
	361.9

	D2-D3f
	3345.5
	2703.8
	236.5
	56.8
	348.4

	D3dm-C1t
	2825.1
	2547.0
	107.0
	25.3
	145.8

	C1v1-2
	317.3
	211.5
	69.4
	17.6
	18.8

	C1v3-P1
	5106.1
	3392.5
	1389.9
	211.1
	112.6

	P1ar+k
	251.5
	102.2
	142.8
	5.0
	1.5

	P2
	1331.4
	1140.7
	147.2
	4.2
	39.3

	T
	1230.5
	1057.4
	135.3
	1.9
	35.9
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Табл. 4.6
Распределение НСР нефти и свободного газа по НГК [10]

	Нефтегазоносный комплекс
	НСР (%)

	
	нефть
	свободный газ

	O2-D1
	18,9
	8,6

	D2-D3f1
	19,7
	9,7

	D3dm-C1t
	18,5
	4,4

	C1v1-2
	1,5
	2,8

	C1v3-P1
	24,7
	57,0

	P1(P1ar-k)
	0,7
	5,9

	P2
	8,3
	6,0

	T
	7,7
	5,6


Разведанность НСР УВ ТП НГП по состоянию на 01.01.1993 г. составила 46,0 % (с учетом запасов категории С2), без учета категории С2 – 37,0%. Разведанность НСР нефти составила 51,6% (с учетом запасов категории С2), без учета категории С2 – 40,2%, свободного газа, соответственно, 44,1% и 40,1%.

Вовлеченность в разработку запасов (категории ABC1) нефти и газа в НАО составила для нефти – 28%, газа – 17%. Степень разведанности суммарных ресурсов в НАО составляет 32%, свободного газа 47%. Выработанность запасов (категории ABC1) в НАО для нефти равна 4%, для газа – менее 1%.

Неразведанная часть НСР (ресурсы категорий C3+D) по нефти и газу по состоянию на 01.01.1993 г. составила: ресурсы категории С3 – 15,9%, локализованных ресурсов категории D – 26,8%. Остальное приходится на долю нелокализованных ресурсов – 57,3%.

По нефти и свободному газу отмечается в целом сходное в процентном отношении распределение неразведанных НСР по категориям. По нефти: ресурсы категории С3 – 18,1%, D – 22,1%, а остальное приходится на нелокализованную составляющую. По свободному газу к категории С3 относится только 4,5% не разведанных НСР, к категории D локализованных – 11,4%. Остальное составляет нелокализованная составляющая.

Структура НСР в ТП НГП приведена в табл. 4.7 и на рис. 4.7.

Табл. 4.7

Структура начальных суммарных ресурсов УВ ТП НГП [10]

	Категории запасов и ресурсов
	Нефть (%)
	Свободный газ (%)
	Конденсат

(%)
	Растворенный газ

(%)

	Добыча
	2,5
	14,1
	12,2
	2,6

	ABC1
	35,5
	26,0
	39,7
	16,4

	C2
	11,1
	2,9
	2,2
	2,6

	С3
	9,2
	2,5
	2,9
	3,5

	Д1
	11,2
	24,7
	19,5
	11,2

	Д2
	30,5
	28,7
	22,7
	63,7
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Рис. 4.7. Распределение НСР УВ ТП НГП по категориям запасов и ресурсов

(по состоянию на 01.01.1993 г.)

Структура НСР УВ по разведанности и выработанности

По состоянию на 01.01.9З г. разведанность НСР по сумме УВ составила (по извлекаемым запасам категории АВС1+С2) 48%, в т.ч. по нефти 52%, по свободному газу – 44% [4]. Данные о разведанности и выработанности НСР нефти и свободного газа приведены в таблицах 4.8 и 4.9.

Наиболее разведаны по запасам кат. АВС1+С2 ресурсы нефти в Тиманской НГО (более 80%), наименее – в Малоземельско-Колгуевском НГР (15%). В остальных областях степень разведанности НСР нефти изменяется в пределах 43-63% (табл. 4.8). Среди НГК комплексов наибольшей разведанностью ресурсов нефти характеризуется среднедевонско-франский и среднеордовикско-нижнедевонский (соответственно 65 и 55%), наименьшей – нижнесредневизейский терригенный (3%) и нижнепермский терригенно-галогенный (7%). Разведанносгь ресурсов нефти остальных комплексов составляет от 39 до 52%.

Наибольшая разведанность ресурсов свободного газа (по запасам кат. АВС1+С2) установлена в Восточно-Тиманской (72%) и Печоро-Колвинской НГО (66%), наименьшая в Малоземельско-Колгуевском НГР (8%) (табл. 4.9).

Табл. 4.8

Разведанность и выработанность НСР нефти ТП НГП

по состоянию на 01.01.93 г. [4]

	
	Нефть, млн.т. (извлекаемые)
	Развед.
	Выработ.

	
	Добыча 
	Запасы АВС1+С2
	НСР
	К1
	К2

	Тимано-Печорская НГП
	342.212
	1902.271
	4352.141
	0.5157
	0.0786

	Субъекты Федерации

	Республика Коми
	336.677
	677.903
	1948.218
	0.5208
	0.1728

	НАО
	5.535
	1224.368
	2401.053
	0.5122
	0.0023

	Пермская область
	-
	-
	2.870
	-
	-

	Нефтегазоносные области

	1.Тиманская НГО
	17.867
	99.886
	146.624
	0.8031
	0.1219

	2.Ижма-Печорская НГО
	116.073
	97.082
	565.66
	0.5397
	0.2498

	3.Малоземельско-Колгуевский НГР
	0.266
	23.332
	159.070
	0.1483
	0.0017

	4.Печоро-Колвинская НГО
	206.346
	697.289
	1426.28
	0.6336
	0.1447

	5.Хорейверская НГО
	1.406
	532.337
	1004.078
	0.5316
	0.0014

	6.Варандей-Адзьвинская НГО
	0.148
	419.709
	734.306
	0.5718
	0.0002

	7.Северо-Предуральская НГО
	0.008
	28.351
	236.681
	0.4281
	0.0002

	Нефтегазоносные комплексы

	O2-D1
	1.111
	456.158
	835.398
	0.5474
	0.0013

	D2-D3f
	272.473
	368.283
	992.361
	0.6457
	0.2746

	D3dm-C1t
	7.177
	358.331
	851.814
	0.4291
	0.0084

	C1v1-2
	0.005
	1.724
	68.906
	0.0251
	0.0001

	C1v3-P1
	56.357
	424.666
	923.275
	0.5210
	0.0610

	P1ar+k
	0.040
	1.386
	20.700
	0.0689
	0.0019

	P2
	4.667
	125.707
	337.451
	0.3863
	0.0138

	T
	0.382
	166.016
	322.236
	0.5164
	0.0012


Примечание: К1=(добыча+АВС1+С2)/НСР(извлек.); К2=добыча/НСР(извлек.)

Табл. 4.9

Разведанность и выработаность НСР свободного газа ТП НГП

по состоянию на 01.01.93 г. [4]

	
	Свободный газ, млрд.куб.м
	Развед.
	Выраб.

	
	Добыча
	Запасы АВС1+С2
	НСР
	К1
	К2

	Тимано-Печорская провинция
	374,344
	701,661
	2437,622
	0,4414
	0,1536

	Субъекты федерации

	Республика Коми
	372,294
	212,267
	1447,988
	0,4037
	0,2571

	НАО
	2,0050
	489,394
	949,517
	0,5176
	0,0022

	Пермская область
	-
	-
	40,117
	-
	-

	Нефтегазоносные области

	1.Тиманская НГО
	8,890
	1,849
	14,856
	0,7229
	0,5984

	2.Ижма-Печорская НГО
	18,839
	11,629
	97,117
	0,3137
	0,1940

	3.Малоземельско-Колгуевский НГР
	-
	2,655
	32,296
	0,0822
	-

	4.Печоро-Колвинская НГО
	14,0
	534,784
	831,5
	0,6600
	0,478

	5.Хорейверская НГО
	-
	-
	-
	-
	-

	6.Варандей-Адзьвинская НГО
	-
	-
	-
	-
	-

	7.Северо-Предуральская НГО
	332,600
	150,759
	1461,853
	0,7369
	-

	Нефтегазоносные комплексы

	O2-D1
	-
	-
	209,522
	-
	-

	D2-D3f1
	39,587
	59,985
	236,492
	0,4222
	0,1685

	D3f2-C1t
	0,234
	8,575
	106,961
	0,0824
	0,0022

	C1v1-2
	0,044
	1,962
	69,367
	0,0289
	0,0006

	C1v3-p1
	333,255
	547,196
	1389,874
	0,6335
	0,2398

	P1a+k
	0,018
	8,900
	142,965
	0,06924
	0,0001

	P2
	0,936
	50,162
	147,255
	0,3470
	0,0064

	Т
	-
	24,881
	145,286
	0,1713
	-


Примечание: К1=(добыча+АВС1+С2)/НСР(извлек.); К2=добыча/НСР(извлек.)

Разведанность НСР нефти Республики Коми и НАО одинакова (52%), ресурсы же газа более разведаны в последнем (РК – 40%, НАО – 52%).

Выработанность начальных ресурсов нефти и газа в целом по провинции составляет 10,8 %, в т.ч. по нефти – 8%, по газу – 15%.

Первое место среди нефтегазоносных областей по выработанности ресурсов нефти занимает Ижма-Печорская НГО (24%), второе и третье места – Печоро-Колвинская (14%) и Тиманская (12%). Во всех остальных областях она не превышает 1%.

Наибольшая выработанность ресурсов нефти характерна для среднедевонско-нижнефранского комплекса (27%), во всех остальных комплексах она изменяется в пределах от менее 0.1 % до 6% (средневизейско-нижнепермский).

НСР свободного газа наиболее выработаны в Тиманской НГО (60%), на 48% они выработаны в Верхнепечорской и на 19% – в Ижма-Печорской. Среди НГК наибольшей выработанностью ресурсов газа характеризуются верхневизейско-нижнепермский (24%) и среднедевонско-нижнефранский (17%) комплексы. Во всех остальных эта величина менее 1%. До недавнего времени практически вся добыча нефти и газа велась на территории Республики Коми. Естественно поэтому, что выработанность ее ресурсов нефти и газа (17% нефти и 26% свободного газа) была значительно выше, чем в НАО (0.2 % по нефти и столько же по газу).

Распределение перспективных и прогнозных ресурсов УВ

Перспективные (С3) и прогнозные (Д1 и Д2) геологические ресурсы нефти и газа ТПП оценивались по состоянию на 01.01.9З г. в 9368 млн. т. условного топлива, извлекаемые – в 3827 млн. т. Распределение их по фазовому составу следующее: нефть – 7015 млн. т. геологические и 2108 млн. т. извлекаемые; свободный газ – 1360 млрд. м3; конденсат – 159 млн. т. геологические и 89 млн. т. извлекаемые; растворенный газ – 834 млрд. м3 геологические и 270 млрд. м3 извлекаемые. Распределение их по субъектам федерации, нефтегазоносным областям и комплексам приведено в табл. 4.10. Более половины ресурсов приходится на долю Республики Коми (51,8%), 46,9% – на НАО; 1,3% – Пермской области. При этом большая часть неразведанных ресурсов нефти (55,6%) прогнозируется в НАО, а свободного газа (63,4%) – в Республике Коми.

Почти половина всех неразведанных ресурсов нефти приходится на долю двух НГО: Печоро-Колвинской (24,8%) и Хорейверской (22,3%), почти три четверти неразведанных ресурсов свободного газа (73,9%) прогнозируется в Северо-Предуральском НГО.

Среди нефтегазоносных комплексов наиболее богатым по содержанию неразведанных ресурсов УВ является карбонатный верхневизейско-нижнепермский (26,1%), наименьшее количество их прогнозируется в терригенном нижне-средневизейском (3,9%). По неразведанным ресурсам нефти первое место занимает доманиково-турнейский комплекс (23,1%), газа – верхневизейско-нижнепермский (37,4%).

Распределение перспективных и прогнозных ресурсов нефти по их качеству показано в таблице 4.11, а распределение ресурсов газа по содержанию попутных компонентов в таблице 4.12.

Среди неразведанных ресурсов нефти их тяжелые разности (с плотностью более 0,9 т/м3) составляют 22.5%, высоковязкие (более 30 мПа*с) – 6%. Нефтей с содержанием серы более 0,5% в общем объеме ресурсов более половины, свыше 80% их составляют нефти с содержанием парафина до 6%. Среди неразведанных ресурсов нефти их тяжелые разности (с плотностью более 0,9 т/м3) составляют 22-5%, высоковязкие (более 30 мПа*с) – 6%. Нефтей с содержанием серы более 0,5% в общем объеме ресурсов более половины, свыше 80% их составляют нефти с содержанием парафина до 6%.

Среди ресурсов свободного газа категорий С3+Д преобладают газы с повышенным содержанием этана и пропана. Доля бессероводородных газов составляет 42,4%, с содержанием его более 0,5% – 25,7%. В ресурсах растворенного газа преобладают относительно "жирные" его разности, бессероводородные газы составляют свыше 60%.

Больше половины неразведанных ресурсов УВ (53,5%) прогнозируется на глубинах до 3 км (табл. 4.13), в т.ч. 62,9% нефти и 44,9% свободного газа, 34,1% этих ресурсов (в т. ч. 33,2% нефти и 29,6% свободного газа) предполагаются на глубинах от 3 до 5 км. Лишь 12,4% всех ресурсов будут приурочены к глубинам свыше 5 км.

Больше половины ресурсов нефти категорий С3+Д приурочено к коллекторам с проницаемостью более 50 мД и пористостью более 10% (табл. 4.14). Ресурсы же свободного газа большей частью прогнозируются в коллекторах с проницаемостью до 50 мД и пористостью до 10%. По плотности неразведанных ресурсов суммы УВ (извлекаемых) среди субъектов федерации первое место занимает НАО – 16 тыс.т.у.т./км2 (табл. 4.15). такое же положение и по неразведанным ресурсам нефти. Плотность же перспективных и прогнозных ресурсов свободного газа в НАО и в РК практически одинаковы (4,1-4,2 тыс.т.у.т./км2) и лишь Пермская область имеет несколько большую их плотность (11,2 тыс.т.у.т./км2).

Табл. 4.10

Распределение перспективных и прогнозных ресурсов УВ (извлекаемых) ТП НГП

по состоянию на 01.01.93 г. (млн. т. у. т.) [4]

	
	Всего УВ
	Нефть
	Своб. газ
	Конденсат
	Растворенный газ

	Тимано-Печорская провинция
	3826,7
	2107,7
	1359,9
	89,4
	269,7

	Субъекты федерации

	Республика Коми
	1982,0
	933,6
	861,7
	74,1
	112,6

	НАО
	1796,6
	1171,2
	458,1
	10,3
	157,0

	Пермская область
	48,1
	2,9
	40,1
	5,0
	0,1

	Нефтегазоносные области

	Тиманская НГО
	35,1
	28,9
	4,1
	-
	2,1

	Ижма-Печорская НГО
	446,8
	349,4
	66,7
	1,7
	15,6

	Малоземельско-Колгуевский НГР
	173,7
	135,5
	29,6
	-
	8,6

	Печоро-Колвинская НГО
	949,9
	564,7
	281,0
	13,5
	100,7

	Хорейверская НГО
	556,4
	470,3
	-
	-
	86,1

	Варандей-Адзьвинская НГО
	347,1
	314,4
	-
	-
	32,7

	Северо-Предуральская НГО
	1321,2
	244,5
	978,6
	74,2
	23,9

	Нефтегазоносные комплексы

	O2-D1
	726.6
	378.1
	209.5
	20.2
	118.8

	D2-D3f
	580.9
	351.6
	136.7
	17.7
	74.9

	D3dm-C1t
	629.1
	486.3
	98.1
	14.3
	30.4

	C1v1-2
	148.4
	67.2
	67.4
	7.9
	5.9

	C1v3-P1
	998.6
	442.3
	507.8
	24.0
	24.5

	P1ar+k
	156.3
	19.3
	133.9
	2.8
	0.3

	P2
	313.1
	207.1
	96.1
	1.6
	8.3

	T
	273.7
	155.8
	110.4
	0.9
	6.6


Табл. 4.11

Распределение перспективных и прогнозных извлекаемых

ресурсов нефти по их качеству (по состоянию на 01.01.93 г.) [4]

	Параметры 
	Ресурсы нефти, относящиеся к данному классу

	
	В млн.т.
	В % к сумме

	Плотность в т/м3
	<0.87
	1248.9
	59.2

	
	0.87-0.90
	385.0
	18.3

	
	>0.90
	473.8
	22.5

	Содержание серы в % от массы
	<0.5
	801.6
	38.0

	
	0.5-2
	907.1
	43.0

	
	>2
	399.0
	19.0

	Содержание парафина в % от массы
	<0.5
	70.0
	3.4

	
	0.5-6
	1656.2
	78.6

	
	6-10
	304.3
	14.4

	
	>10
	76.5
	3.6

	Вязкость (мПа*с)
	<30
	1980.9
	94

	
	>30
	126.8
	6


Табл. 4.12

Распределение перспективных и прогнозных ресурсов

свободного (геологич.) и растворенного (извлек.) газа

по содержанию попутных компонентов (по состоянию на 01.01.93 г.) [4]

	Компоненты, пределы их содержания
	Ресурсы газа с содержанием компонентов

	
	Свободный газ
	Растворенный газ

	
	В млрд.м3
	В %
	В млрд.м3
	В %

	Этан
	<3%
	499.3
	36.7
	9.4
	3.3

	
	>3%
	860.6
	63.3
	260.3
	96.7

	Пропан
	<1%
	497.2
	36.5
	9.1
	3.3

	
	>1%
	862.7
	63.5
	260.6
	96.7

	Бутан
	<1%
	824.0
	60.6
	11.2
	4.2

	
	>1%
	535.9
	39.4
	258.5
	95.8

	Сероводород
	<0.0014%
	577.0
	42.4
	173.4
	64.3

	
	0.0014-0.5%
	434.4
	31.9
	55.7
	20.7

	
	>0.5%
	348.5
	25.7
	40.5
	15.0


Табл. 4.13

Распределение перспективных и прогнозных ресурсов

нефти и газа по глубинам (млн. т. у. т.) [4]

	Глубины, км
	Перспективные и прогнозные ресурсы



	
	Нефть
	Свободный газ
	Конденсат
	Растворенный газ
	Всего

	<3
	1325.2
	610.3
	23.5
	87.5
	2046.5

	3-5
	700.1
	403.0
	30.8
	169.6
	1303.5

	5-7
	476.7
	82.4
	346.6
	35.1
	12.6


Табл. 4.14

Распределение перспективных и прогнозных ресурсов нефти и газа

по фильтрационно-емкостным свойствам коллекторов [4]

	Флюид
	Проницаемость коллектора, мД
	Пористость коллектора, %

	
	<50
	>50
	<10
	>10

	Нефть
	850.8
	1256.9
	574.7
	1533.0

	Свободный газ
	761.7
	598.2
	824.9
	535.0

	Конденсат 
	70.7
	18.7
	65.4
	24.0

	Растворенный газ
	128.3
	141.1
	86.4
	183.3


Табл. 4.15

Плотность перспективных и прогнозных ресурсов нефти и газа (извлекаемых)

по состоянию на 01.01.93 г. (тыс.т.у.т./км2) [4]

	
	Сумма УВ
	Нефть 
	Свободный газ

	Тимано-Печорская провинция
	11,9
	6,5
	4,2

	Субъекты федерации

	Республика Коми
	9,6
	4,5
	4,2

	НАО
	16,0
	10,4
	4,1

	Пермская область
	13,4
	0,8
	11,2

	Нефтегазоносные области

	1.Тиманская НГО
	3,3
	2,8
	0,4

	2.Ижма-Печорская НГО
	12,6
	10,2
	0,9

	3.Малоземельско-Колгуевский НГР
	7,9
	6,2
	1,4

	4.Печоро-Колвинская НГО
	23,1
	13,6
	6,6

	5.Хорейверская НГО
	16,7
	14,2
	0

	6.Варандей-Адзвинская НГО
	27,9
	25,4
	0

	7.Северо-Предуральская НГО
	61
	12
	41,8


Среди нефтегазоносных областей по плотности неразведанных извлекаемых ресурсов нефти и газа на первом месте находится Варандей-Адзьвинская НГО (27,9 тыс.т.у.т./км2), причем наибольшей плотностью отмечается Варандейский НГР (97,4 тыс.т.у.т./км2), в Верхнеадзьвинском она значительно ниже (15,7 тыс.т.у.т./км2). Второе место по плотности извлекаемых ресурсов УВ категорий С3+Д занимает Печоро-Колвинская НГО (23,1 тыс.т.у.т./км2). Наиболее богатыми среди ее нефтегазоносных районов является Ярейюский (плотность ресурсов С3+Д равна 56 тыс.т.у.т./км2) и Шапкина-Юрьяхинский (42,3 тыс.т.у.т./км2), наименьшей плотностью характеризуется Мутноматериково-Лебединский (8,9 тыс.т.у.т./км2) и Лайско-Лодминский (17,3 тыс.т.у.т./км2) НГР.

В Хорейверской НГО, занимающей третье место по плотности извлекаемых ресурсов суммы УВ категорий С3+Д (16,7 тыс. т.у.т./км2), оба НГР (Колвависовский и Чернореченский) имеют примерно одинаковую плотность (соответственно 16,5 и 17,6 тыс. т.у.т./км2).

Среди нефтегазоносных районов Северо-Предуральского НГО наибольшей плотностью характеризуется Вуктыльский (32,6 тыс.т.у.т./км2), наименьшей – Хоседаюский (6,9 тыс.т.у.т./км2) и Кочмесский (8,1 тыс.т.у.т./км2). Среди НГО наименьшая плотность ресурсов УВ категорий С3+Д (извлек.) отмечается в Тиманской (3.3 тыс.т.у.т./км2).

Наибольшей плотностью перспективных и прогнозных ресурсов нефти обладает Варандей-Адзьвинская НГО, свободного газа – Северо-Предуральская НГО.

Среди нефтегазоносных районов на первом месте по плотности перспективных и прогнозных ресурсов нефти находится Варандейский (90,7 тыс.т.у.т./км2), на втором Ярейюский (41,3 тыс.т.у.т./км2), на третьем – Харьяга-Усинский, по плотности ресурсов свободного газа первое место занимает Вуктыльский НГР (27,3 тыс.т.у.т./км2), второе Шапкино-Юрьяхинский (24,2 тыс.т.у.т./км2).

Таким образом, общее состояние извлекаемых разведанных запасов нефти и газа категории А, В, С1 и С2 в целом по Тимано-Печорской провинции позволяет говорить о возможности не только стабилизации падающих уровней добычи, но и о существенном их увеличении. Анализ же неразведанных ресурсов (С3, и Д), также в целом по региону, свидетельствует о возможности наращивания базы нефтедобычи.

Современное состояние изученности и освоенности запасов УВ ТП НГП

Ненецкий автономный округ

На 01.01.2005 г. в НАО открыто 80 месторождений углеводородов, в том числе 68 нефтяных, 1 газонефтяное, 1 газовое, 7 нефтегазоконденсатных, 3 газоконденсатных.
Наиболее крупные месторождения УВ на территории НАО (с запасами более 30 млн.т. каждое) – нефтяные Торавейское, Харьягинское, Наульское, им. Р.Требса, им. А.Титова, газонефтяное Южно-Хыльчуюское и газоконденсатные Василковское и Коровинское.

На 6 главнейших месторождениях нефти сосредоточено 49,4% извлекаемых запасов кат. ABC от запасов округа и 48,4% добычи нефти. Из 12 газовых, газоконденсатных и нефтегазоконденсатных месторождений Ненецкого АО на 4 крупных сосредоточено 81,9% разведанных запасов свободного газа категорий ABC1.

Накопленная добыча углеводородов составляет менее 6% от добычи по Тимано-Печорской провинции.

Разведанные запасы нефти вместе с предварительно оцененными сопоставимы с прогнозными ресурсами категорий С3+Д, в т.ч. около трети из них (категории С3) локализовано на подготовленных к бурению объектах.

Запасы нефти категорий ABC1 разрабатываемых месторождений составляют около 34%, подготовленных к промышленному освоению – 39,7%, и разведываемых – около 26,8% [10].

Запасы свободного газа учтены в округе по 12 месторождениям. Половина из них пока не лицензирована (это месторождения Шапкина-Юрьяхинского вала и Денисовской впадины: Коровинское, Кумжинское, Ванейвисское, Шапкинское, Южно-Шапкинское и Западно-Командиршорское-2).

Разведанные запасы свободного газа оценены на территории НАО в 484 млрд.м3 (кат. ABC1), и 41 млрд.м3 предварительно оцененных запасов (кат. С2) и 422 млрд.м3 прогнозных ресурсов (кат. С3+Д), в т.ч. 1,5 млрд. м3 – категории С3 на подготовленных к бурению объектах.

В распределенном фонде недр находятся месторождения с суммарными запасами нефти 520 млн.т (кат. ABC1) и 282 млн.т (кат. С2). С нераспределенным фондом связано, соответственно, 302 млн.т запасов нефти кат. АВС1 и 146 млн.т – кат. С2.

Всего в промышленной разработке в НАО в 2004 г. находилось 13 месторождений, в т.ч. 11 нефтяных, 1 нефтегазоконденсатное и 1 газоконденсатное. Подготовлено к разработке 22 месторождения, в разведке находится 41 и в консервации – 1.

Вовлеченность в разработку запасов (кат. ABC1) нефти и газа в НАО составляет для нефти – 28%, газа – 17%. Степень разведанности суммарных ресурсов в НАО составляет 32%, свободного газа 47%.

Выработанность запасов (кат. ABC1) в НАО для нефти равна 5%, для газа – менее 1%.

Характеристика распределенного фонда недр

По состоянию на 01.01.2005 г. общее число действующих лицензий на территории НАО составляет 53 (граф. прил. 1), из них:

НП – на геологическое изучение недр – 22 лицензии;

HP – на геологическое изучение и добычу на условиях предпринимательского риска – 8 лицензий;

НЭ – на разведку и разработку – 23 лицензии.

Площадь перспективных территорий в пределах Ненецкого автономного округа составляет 106,3 тыс.км2 (60% от общей площади округа). Площадь участков распределенного фонда недр по состоянию на 01.01.2005 г. составляет 18,9 тыс. км2 (17,8% от площади перспективных территорий).

По состоянию на 01.01.2005 г. в распределенном фонде НАО находились 43 месторождений нефти и газа, из них 19 – разрабатываемых, 10 – подготовлены к промышленному освоению и 14 – разведываемых.

Геологические запасы по месторождениям составляют [10]:

• нефти кат. С1 – 1 606 млн.т., кат. С2 – 1 052 млн.т.;

• растворенного газа кат. С1 – 44 млрд.м3, кат. С2 – 38 млрд.м3;

• свободного газа кат. С1 – 260 млрд.м3, С2 – 30 млрд.м3.

Характеристика нераспределенного фонда недр

По состоянию на 01.01.2005 г. в нераспределенном фонде недр по Ненецкому автономному округу числятся 40 месторождений нефти и газа.

Из месторождений нераспределенного фонда по степени разведанности 12 подготовлены для промышленного освоения, 29 – разведываемые и одно законсервированное.

Геологические запасы месторождений нераспределенного фонда в целом пo HAO составляют [10]:

• нефти категории С1 – 954 млн.т., категории С2 – 476 млн.т.,

• растворенного газа категории С1 – 18 млрд.м3, категории С2 – 9 млрд.м3,

• свободного газа категории С1 – 224 млрд.м3, категории С2 – 11 млрд.м3.

По данным Государственного баланса РФ в фонде перспективных площадей (не считая невскрытые пласты месторождений) в НАО числится 82 объекта. Перспективные ресурсы (кат. С3) УВ учтенных Госбалансом РФ площадей равны 518,2 млн.т нефти (извлекаемые) и 1,5 млрд.м3 свободного газа.

По свободному газу все перспективные ресурсы округа учтены лишь по двум перспективным площадям нераспределенного фонда недр и составляют 1543 млн.м3.

Всего (с учетом невскрытых пластов месторождений) из 609,5 млн.т извлекаемых перспективных ресурсов нефти (категории С3), учтенных Государственным запасом полезных ископаемых РФ по Ненецкому автономному округу по состоянию на 01.01.2003 г., на нераспределенный фонд недр (УПР по НАО) приходилось 443 млн.т, что составляет более 73% ресурсов округа. На перспективных площадях из 518 млн.т ресурсов нефти категории С3, по данным Госбаланса РФ, на нераспределенный фонд приходится 392 млн. т. нефти.

При рассмотрении оценок перспективных ресурсов следует иметь в виду, что данные, приведенные в Госбалансе РФ, и оценки научно-исследовательских организаций одних и тех же локальных объектов территории НАО могут существенно отличаться.

Основная доля локальных объектов нераспределенного фонда и связанных с ними локализованных ресурсов нефти сосредоточена в Хорейверской НГО (Колвависовский и Чернореченский нефтегазоносные районы), далее следуют Печоро-Колвинская НГО и Варандей-Адзьвинская НГО.

К числу наиболее крупных по величине извлекаемых локализованных ресурсов нефти (более 10 млн.т. по каждому объекту, данные Госбаланса РФ) относятся объекты Хорейверской НГО (Алютинский, Альфинский, Западно-Ефремовский, Западно-Каминский, Луцатинский II, Надеждинский, Северо-Мишваньский-II, Ямботинский), Варандей-Адзьвинской НГО (Восточно-Морейюский, находится в зоне заказника), Печоро-Колвинской НГО (Северо-Лаявожский, Северо-Хыльчуюский-II, Ходоварихинский), Северо-Предуральской НГО (Южно-Адзьвинский).

По оценке ВНИГРИ, общий фонд локальных объектов нераспределенного фонда составляет 120 подготовленных и 121 выявленную структуру. Локализованные ресурсы нефти в этих объектах составляют 241,7 млн.т. нефти, в т.ч. по категории С1 – 141,4 млн.т, категории Д1 – 90,382 млн.т, категории Д2 – 10,0 млн.т [10]. В фонде подготовленных объектов наиболее крупной по газу структурой является Ходоварихинская – 1,5 млрд.м3.

В целом по НАО в объектах резервного фонда суммарные извлекаемые ресурсы нефти составляют 191,8 млн.т, в т.ч. категории С3 – 180,7 млн.т, категории Д1 – 11,019 млн.т. Ресурсы свободного газа в сумме по региону равны 40,4 млрд.м3, в т. ч. категории С3 – лишь 2,5 млрд.м3, категории Д1 – 16,5 млрд.м3, кат. Д2 – 21,5 млрд.м3. В целом, ресурсы УВ равны 232,2 млн.т.у.т., в т.ч. категории С3 – 183 млн.т.у.т, категории Д1 – 27,5 млн.т.у.т, категории Д2 – 21,5 млн.т.у.т. Соотношение нефти и свободного газа в регионе составляет 82,6% к 17,4%.

Максимальные ресурсы нефти категории С3+Д приурочены к Хорейверской НГО – 85,1 млн.т, или 44,4% ресурсов нефти объектов резервного фонда НАО; максимальные ресурсы свободного газа кат. С3+Д связываются с Северо-Предуральской НГО – 37,9 млрд. м3, или 93,8%.

Из нефтегазоносных районов по величине ресурсов нефти кат. С3 + Д доминирует Колвависовский НГР – 61,3 млн.т, или 40,0% ресурсов нефти объектов резервного фонда НАО; далее со значительным отрывом следуют Харьяга-Усинский НГР и Чернореченский НГР с суммарными локализованными ресурсами нефти более 20 млн.т по каждому НГР. По величине ресурсов свободного газа превалирует Коротаихинский НГР – 35 млн.т (86,6%).

Наибольшая доля локализованных ресурсов нефти объектов резервного фонда НАО приурочена к доманиково-турнейскому НГК – 39,1%. Далее следуют в порядке убывания среднедевонско-нижнефранский НГК – 20,8%, среднеордовикско-нижнедевонский НГК – 17,9%, верхневизейско-нижнепермский НГК – 15,7%, триасовый НГК – 3,4%, нижнепермский НГК – 1,8%, верхнепермский НГК – 0,8% и нижне-средневизейский НГК – 0,5%.

Ресурсы свободного газа в объектах резервного фонда НАО прогнозируются в силурийских отложениях среднеордовикско-нижнедевонского НГК (2,928 млрд.м3, Воркутский НГР Северо-Предуральской НГО), верхневизейско-нижнепермском НГК (2,495 млрд.м3, Лайско-Лодминский НГР Печоро-Колвинской НГО), верхнепермском НГК (13,528 млрд.м3 Коротаихинский НГР Северо-Предуральсой НГО).

Республика Коми

Площадь перспективных территорий в пределах РК составляет 185,4 тыс.км2 (44% от общей площади РК). Площадь участков распределенного фонда недр по состоянию на 01.01.2005 г. равна 25,9 тыс. км2 (14% от площади перспективных территорий).

Государственным балансом запасов РФ в Республике Коми учтено 135 месторождений (100 нефтяных, 7 нефтегазоконденсатных, 4 нефтегазовых, 4 газонефтяных, 4 газоконденсатных, 16 газовых).

Балансовые извлекаемые запасы УВ по всем месторождениям РК составляют [10]:

• нефти категории С1 – 472,8 млн.т., С2 – 128,4 млн. т;

• растворенного газа категории С1 – 32 млрд.м3, С2 – 12 млрд.м3;

• свободного газа категории C1 – 156 млрд.м3, С2 – 41 млрд.м3.

Наиболее крупными месторождениями нефти в Республике Коми являются Усинское, Ярегское, Верхневозейское нефтяные и Возейское нефтегазоконденсатное. Степень выработанности этих месторождений – от 15-16% (Ярегское, Верхневозейское) до 61-67% (Усинское, Возейское). По запасам свободного газа наиболее значимым месторождением в РК является Вуктыльское.

В промышленной разработке находится 38 месторождений, в т.ч. 27 нефтяных, 2 газовых и газоконденсатных, 9 смешанного состава. Подготовлены к разработке 6 месторождений (все нефтяные). Остальные месторождения Госбалансом учтены как разведываемые.

Доля запасов нефти разрабатываемых месторождений от запасов нефти всех месторождений категорий А+В+С1 составляет 78,2%, накопленная добыча по ним – 91%.

По состоянию на 01.01.2005 г. накопленная добыча в Республике Коми составила: нефти – 426 млн.т, свободного газа – 410 млрд.м3.

Прогнозные извлекаемые ресурсы нефти (категории С3+Д) равны 910 млн.т, свободного газа – 844,3 млрд.м3. По данным Госбаланса РФ локализованные ресурсы нефти составляют 131,6 млн.т, в т.ч. в распределенном фонде числится 57,6 млн.т, в нераспределенном фонде – 74,0 млн. т; локализованные ресурсы свободного газа – 59,1 млрд.м3, в т.ч. в распределенном фонде – 0,7 млрд.м3, в нераспределенном фонде – 58,4 млрд.м3 [10].

Характеристика распределенного фонда недр
По состоянию на 01.01.2005 г. общее число действующих лицензий на территории Республики Коми составляет 167 (граф. прил. 1), из них:

НП – на геологическое изучение недр – 36 лицензий;

HP – на геологическое изучение и добычу на условиях предпринимательского риска – 35 лицензий;

НЭ – на разведку и разработку – 127 лицензий.

По состоянию на 01.01.2005 г. в распределенном фонде недр по Госбалансу РФ находятся 105 месторождений нефти и газа. Из них 90 нефтяных (включая Ярегское и Западно-Ныльское месторождения, в которых одни залежи отнесены к распределенному фонду недр, а другие к нераспределенному), 2 нефтегазовых, 3 газонефтяных, 7 нефтегазо-конденсатных, 2 газоконденсатных и 1 газовое.

Геологические запасы УВС по месторождениям, находящимся в распределенном фонде недр, составляют [10]:

• нефти категории С1 – 2312 млн.т., категории С2 – 446 млн.т;

• растворенного газа категории С1 – 31 млрд.м3, категории С2 – 11 млрд.м3,

• свободного газа категории С1 – 122 млрд.м3, С2 – 12 млрд.м3.

Характеристика нераспределенного фонда недр

На 01.01.2005 г. в нераспределенном фонде недр находится 30 месторождений, 5 из них законсервированы, остальные находятся в разведке. Из 30 месторождений нераспределенного фонда 10 нефтяных, 2 – нефтегазовых, 1 – газонефтяное, 2 – газоконденсатных и 10 – газовых.

Балансовые запасы месторождений нераспределенного фонда по РК на 01.01.2005 года составляют [10]:

• нефти категории С1 – 131 млн.т. С2 – 66 млн. т.,

• растворенного газа категории С1 – 0,8 млрд.м3, категории С2 – 0,8 млрд.м3,

• свободного газа категории С1 – 36 млрд.м3, категории С2 – 33 млрд.м3.

По данным Госбаланса РФ в фонде перспективных на нефть площадей (не считая невскрытые пласты месторождений) нераспределенного фонда в РК числится 48 объектов с перспективными извлекаемыми ресурсами нефти 74,048 млн.т, или 56% от всех ресурсов кат. С3 перспективных площадей РК. На учтенных Госбалансом РФ по свободному газу 21 перспективной площади нераспределенного фонда РК числится 58,4 млрд.м3 свободного газа.

Наиболее крупными по величине локализованных ресурсов нефти из подготовленных объектов нераспределенного фонда в РК являются Северо-Лебединская (7,6 млн. т), Нижнеадзьвинская (6,2 млн.т), Западно-Гудыръельская (6,2 млн.т), Созьвинская (5,2 млн.т), Лиственичная (4,9 млн.т).

Наиболее крупными по величине перспективных ресурсов свободного газа в нераспределенном фонде РК является Переборская (22,5 млрд.м3) и Песчанская (10,1 млрд.м3) структуры. Остальные объекты с ресурсами кат. С3 менее крупные; наиболее значимой из них являются Северо-Пагинская (4,2 млрд.м3) и Анкундинская структура с ресурсами свободного газа 3,6 млрд.м3. Из объектов с локализованными ресурсами категории Д1 следует выделить Сывъюскую структуру (28,9 млрд.м3) в Северо-Предуральской НГО.

4.3. Перспективы нефтегазоносности региона

С учетом распределения перспективных и прогнозных (неразведанных) ресурсов УВ, количества и размеров локальных объектов, достигнутой степени изученности недр и существующей инфраструктуры определены основные направления подготовки запасов нефти и газа в ближайшие годы.
Нефть. В настоящее время в пределах ТП НГП в разработке находится более 30 месторождений нефти, из которых за весь период эксплуатации извлечено около 350 млн. тонн, что составляет более 40% их начальных извлекаемых запасов. Запасы месторождений с активными легко извлекаемыми нефтями выработаны почти на 60%. Средняя обводненность добываемой продукции по ним достигла 70%.

Для большинства разрабатываемых месторождений и в дальнейшем следует ожидать падения уровней добычи нефти. Эффективное решение комплекса проблем, связанных с совершенствованием разработки и повышением нефтеотдачи всеми возможными способами: гидродинамическими, химическими, тепловыми, комбинированными поможет снизить темпы падения уровней добычи, но не изменит общей тенденции.

Главным направлением поддержания и дальнейшего развития нефтедобычи в Тимано-Печорской провинции следует признать освоение новых месторождений, расположенных в основном в пределах НАО. Здесь подготовлены к промышленному освоению 12 месторождений с извлекаемыми запасами почти 300 млн. т. и около 60 месторождений с запасами более 400 млн. т находятся на различных этапах разведочных работ. Именно освоение этих месторождений позволит провинции вернуть лидерство в Европейской части России.

Другим направлением развития сырьевой базы нефтедобывающих районов является освоение перспективных и прогнозных ресурсов нефти. Неразведанные извлекаемые ресурсы нефти в провинции оцениваются в 2108 млн. т. Анализ их распределения по площади региона с учетом достигнутой степени изученности недр позволяет выделить ряд районов, наиболее перспективных на поиски залежей нефти. Располагаются они в основном в Печоро-Колвинской, Хорейверской и Варандей-Адзьвинской НГО.

В Печоро-Колвинской НГО наиболее перспективными по нефти являются среднедевонско-нижнефранский (33% всех неразведанных ресурсов области), доманиково-турнейский (18%) и средневизейско-нижнепермский (15%) НГК, а первоочередными направлениями поисков залежей нефти являются:

- Колвинский мегавал: северная часть магавала по всему разрезу осадочного чехла; восточный борт мегавала в зоне его сочленения с Хорейверской впадиной (прежде всего отложения от верхнего ордовика до доманика включительно); силурийско-нижнедевонские отложения южной части мегавала.
- Печоро-Колвинский мегавал: терригеннные среднедевонско-франские отложения в южной части мегавала; силурийско-нижнедевонские отложения в пределах высокоамплитудных структур; верхнепермские отложения.
- Денисовский прогиб: отложения от верхнего ордовика до турне в пределах Лайского вала; зоны выклинивания разновозрастных отложений силура-девона на бортах Лайского и Шапкина-Юрьяхинского валов; зоны развития органогенных построек различного типа и возраста и структур их облекания; верхнепермские и триасовые отложения в южной части Шапкина-Юрьяхинского и Лайского валов.

В Хорейверской НГО основные перспективы связываются с доманиково-турнейским, верхнеордовикско-нижнедевонским и верхневизейско-нижнепермским комплексами (в них прогнозируется около 80% всех неразведанных ресурсов нефти).

Первоочередными направлениями работ должны быть:
- структурно-стратиграфические и антиклинальные ловушки в отложениях раннедевонского возраста, рифовые и структурно-рифовые ловушки в франско-фаменских отложениях восточной части впадины;
:- структурно-рифовые и рифовые ловушки в верхнедевонских и нижнепермско-каменноугольных отложениях в центральной и южной частях впадины;
- нижнесилурийские отложения южной и центральной частей впадины в зонах их выхода под региональную тиманско-саргаевскую покрышку;
- приразломные ловушки западного борта впадины, связанные в первую очередь с отложениями нижнего карбонатного комплекса, а также терригенными отложениями среднего-верхнего девона.

В Варандей-Адзьвинской НГО наиболее богатыми по содержанию перспективных и прогнозных ресурсов нефти являются верхнеордовикско-нижнедевонский (28%), верхневизейско-нижнепермский (около 26%) и доманиково-турнейский (более 15%).
Первоочередными направлениями работ являются: 

- верхнеордовикско-нижнедевонский НГР южной части вала Сорокина, Мореюской к Верхнеадзьвинской депрессий с высокоамплитудными приразломными складками в зоне их сочленения с грядой Чернышова;
- девонские отложения северо-восточной части НГО (Сарембой-Леккейягинский и Талотинский валы);
- каменноугольные карбонатные отложения севера области;

- зоны развития органогенных построек различного типа в верхнедевонских и нижнепермских отложениях.
Газ. Анализ структуры разведанных и прогнозных ресурсов газа показывает крайнюю неравномерность их территориального размещения и различную степень разведанности. В целом последняя составляет 39,7%, в т.ч. на 60% разведаны ресурсы Верхнепечорской впадины, на 50% ресурсы Денисовской впадины, на 34% – юга Печоро-Кожвинского мегавала, 2,7% – Косью-Роговской впадины. Полностью не изучены и не разведаны ресурсы Большесынинской и Коротаихинской впадин, складчато-надвигового пояса Урала и Пай-Хоя. При этом до 75% от суммарных начальных ресурсов приходятся на долю трех преимущественно газоносных регионов: Денисовской впадины (в пределах НАО), Верхнепечорской и Косью-Роговской впадин (Республика Коми).

Текущие извлекаемые запасы газа промышленных категорий в целом по провинции составляют 633,1 млрд. м3 из них 458,9 млрд. м3 (72,5%) – в Денисовской впадине с Нарьянмарским газоносным районом, 114,7 млрд. м3 (18,1%) – в Верхнепечорской впадине с Вуктыльским газоносным районом и 59,3 млрд. м3 (9,4%) приходится на долю остальных регионов провинции.

Характерной экономической особенностью структуры промышленных запасов газа является высокая степень выработанности их на территории Республики Коми в целом на 68%. Среди них запасы базового Вуктыльского месторождения, обеспечивающего 90% всей добычи газа в провинции – на 80%. В то же время практически не освоены запасы на территории Архангельской области, составляющие только по пяти крупным газоконденсатным и нефтегазоконденсатным месторождениям нарьянмарской группы 428,1 млрд. м3.

Особенностями качественной характеристики газовых ресурсов являются их конденсатность (от 20 до 460 г/м3), этаносодержание (2-12 г/м3), гелиеносность (до 0,35% в Тиманской НГО), сероводородное заражение (0,05-28%) в залежах, связанных с карбонатными коллекторами. При этом в НАО к сероводородсодержашим относится до 56% от запасов газа промышленных категорий, а в Республике Коми – 9,4%. В основном это месторождения Предуральского краевого прогиба (Косью-Роговская, отчасти Верхнепечорская впадины).

Несмотря на имеющиеся в провинции значительные прогнозные извлекаемые ресурсы свободного газа (категории С3+Д1) – 1462 млрд. м3 , в том числе 783,0 млрд. м3 на территории Республике Коми и 679 млрд. м3 в НАО, из-за неоправданно низких объемов геологоразведочных работ на газ к настоящему времени не подготовлены новые месторождения в Республике Коми.

В связи с крайним истощением разведанных запасов газа в РК решение проблемы стабилизации и наращивания добычи видится во включении в разработку группы высокопродуктивных газоконденсатных месторождений НАО в районе г. Нарьян-Мара. На базе этих запасов, как показали расчеты, может быть в течение 30-33 лет обеспечена добыча газа на уровне 8,5 млрд. м3 и жидких углеводородов (нефть, конденсат) около 1 млн. тонн [4].

Развитие газодобывающей отрасли на территории РК может базироваться пока на запасах разрабатываемых месторождений, а также на перспективных и прогнозных ресурсах двух преимущественно газоносных геолого-экономических районов:

- Вуктыльского, включающего в себя месторождения и перспективные площади Верхнепечорской впадины и южной части Печоро-Кожвинского мегавала с суммарными текущими ресурсами свободного газа всех категорий 582,0 млрд. м3, в том числе разведанными 152,3 млрд. м3;

- Интинского, включающего месторождения и перспективные площади Косью-Роговской впадины с прилегающими районами складчато-надвигового пояса Приполярного Урала, с суммарными текущими ресурсами свободного газа 365,7 млрд. м3, в том числе разведанными 9,7 млрд. м3.

Указанные запасы и ресурсы с учетом коэффициента успешности геолого-разведочных работ 30% в долговременном плане могут обеспечить уровень добычи газа 3 млрд. м3 по каждому району.

К районам, требующим проведения региональных и поисково-оценочных работ на более дальнюю перспективу, относится Коротаихинская перспективная НГО. С ней связываются 25% всех неразведанных ресурсов газа Тимано-Печорской провинции. Основными объектами проведения поисково-оценочных работ в ее пределах следует считать:

- комбинированные ловушки различного типа (в том числе и связанные с органогенными постройками) во внешней зоне впадины;

- высокоамплитудные ловушки в отложениях перми-триаса во внутренней зоне впадины.

Исходя из состояния геологической изученности, территориального размещения и степени освоенности начальных потенциальных ресурсов газа Тимано-Печорской НГП основными направлениями геологоразведочных работ на ближайшую перспективу являются: Денисовская впадина с прилегающими районами северной части Шапкино-Юрьяхинского вала и Колвинского мегавала, южная часть Печоро-Кожвинского мегавала, впадины Предуральского прогиба. К первоочередным здесь следует отнести Вуктыльский и Интинский НГР в Республике Коми и Денисовскую впадину в НАО.

В Вуктыльском газоносном районе к настоящему времени выявлен ряд достаточно крупных объектов, связанных как с антиклинальными складками (Лыаюская, Луньвожпальская, Гудырвожская, Переборская и др.), так и рифовыми массивами (Изьяюская, Лыаюская, Ефаельская, Гарьская, Мартьюская и др.). В Интинском газоносном районе к северо-востоку от Лемвинского вала в зоне складчато-надвигового пояса Урала выявлена новая Восточно-Лемвинская зона линейно-вытянутых гравиметрических аномалий протяженностью до 200 км при общей ширине 40 км, которым по данным сейсморазведки отвечает серия крупных слабодислоцированных валообразных высокоамплитудных поднятий (до 600-800 м), по размерам сопоставимых с Вуктыльским. В Большесынинской впадине, как показывают результаты бурения на Восточно-Пыжьельской площади, к категории перспективных на газ следует отнести и все наиболее погруженные ее зоны.

В Денисовской впадине (на территории НАО) из числа подготовленных к бурению к наиболее перспективным следует отнести Северо-Ячегейскую, Северо-Лаявожскую, Юшмановскую и Ходоварихинскую структуры.

Рассмотренные направления освоения ресурсов нефти и газа – это ближайшая перспектива региона. К ним также следует отнести Восточно-Тиманскую область – старейший нефтегазодобывающий район провинции. Вдоль ее восточною борта и в центральной части были в свое время открыты и вовлечены в разработку первые месторождения провинции: Ярегское, Чибьюское, Седьельское, Войвожское и др. Оценка неразведанных ресурсов области недостаточно высока, но обращает на себя внимание крайне низкая степень ее геолого-геофизической изученности современными методами, а в особенности южной части. Здесь практически не проводились сейсмические исследования МОГТ. В то же время ряд исследователей считает вероятным обнаружение здесь залежей нефти и газа, связанных не только с зонами выклинивания терригенных отложений среднего и верхнего девона, но и с органогенными постройками верхнедевонско-турнейского возраста. Подтверждение этих предположений позволило бы существенно повысить ресурсный потенциал области и сравнительно быстро вовлечь ее в разработку.

Проведенный анализ современного состояния, структуры и распределения ресурсов нефти и газа позволяет сделать вывод, что ресурсный потенциал Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции дает возможность не только стабилизировать, но и существенно поднять добычу нефти и газа.
Намечаются следующие основные направления освоения ресурсов: поэтапный ввод в разработку подготовленных и разведанных месторождений нефти и газа, расположенных на территории НАО, с формированием нефтегазодобывающих районов; ввод в разработку новых экономически рентабельных месторождений на территории действующих нефтегазодобывающих районов; совершенствование разработки и повышение нефтеотдачи всеми возможными способами (гидродинамическими, химическими, тепловыми, комбинированными).
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Лист1

				oil		gas		kondensat		rastv.gas

		Ненецкий автономный округ		7352.396		949.517		594.794		43.459		8940.166

				82.242		10.6211143301		6.653		0.486

		Республика Коми		6395.184		1447.988		468.600		301.899		8613.671

				74.245		16.8103491311		5.440		3.505

		Пермская обл.		12.266		40.117		0.830		7.635		60.848

				20.158		65.9276910435		1.364		12.547

				13936.491		2465.053		1077.681		369.531		17848.757

				oil				gas

		Тиманская НГО		535.709		3.8932775846		14.856		0.6094464195

				146.624

		Ижма-Печорская НГО		1769.747		12.8616773763		97.117		3.9840877708

				562.575

		Печоро-Колвинская НГО		4400.012		31.9771892796		776.621		31.8597797362

				1426.280

		Хорейверская НГО		2859.550		20.7818459596

				1004.070

		Варандей-Адзь-винская НГО		2596.186		18.8678419802

				734.306

		Северо-Пред-уральская НГО		1147.320		8.338174715		1516.732		62.2217882838

				319.208

		Малоземельско-Колгуевский НГР		451.306		3.2798768242		32.296		1.3248977897

				159.070

		ТП НГП		13759.846		100		2437.622		100

				4352.141





Лист2

				gas_sv				oil				condensat		rastvor_gas

		ТП НГП		2437.622		100.000		13759.846		100		352.893		1064.224		17814.585		100

		О3 - Д1		209.522		8.595		2604.727		18.9299138958		30.99		361.947		3234.711		18.1576570998

																		0

		Д2 - Д3f		236.492		9.702		2703.809		19.6499946293		56.792		348.401		3374.846		18.9442849493

																		0

		Д3dm-С1t		106.961		4.388		2547.044		18.5107013552		25.333		145.783		2848.020		15.9870107854

																		0

		C1v1-2		69.367		2.846		3392.474		24.6548834922		17.614		112.591		3619.547		20.3178831654

																		0

		C1v2 - Р1		1389.874		57.018		211.462		1.5368049904		211.169		18.759		1889.818		10.6082652107

																		0

		Р1ar+k		142.865		5.861		102.161		0.7424574374		5.012		1.569		258.210		1.4494319812

																		0

		Р2		147.255		6.041		1140.741		8.2903616799		4.214		39.279		1345.820		7.5545980448

																		0

		Т		135.286		5.550		1057.428		7.6848825198		1.869		35.895		1243.713		6.9814301013
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				С3+Д		СНР

								C3		D1		D2				добыча		АВС1		С2

		TPP		7014.807		13759.846		1269.365		4198.712		1546.730		oil		342.212		4880.520		1522.307

						78.1162088122

				1359.945		2437.622		61.013		600.725		698.207		gas		344.000		634.088		69.245

						13.8386569993

						352.893		10.254		80.085		68.865		конденсат		43.1		140.1		7.6

						2.0034136484

						1064.224		36.675		677.853		119.140		раств.газ		28.121		174.643		27.792

						17614.585		9367.624								757.433		5829.351		1626.944

		%		53.1810655772		6.0417205401										4.3000331827		33.0938878208		9.2363459031		105.853053024

		Ненецкий автономный округ

		Республика Коми

		Пермская обл.
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Лист1

				oil		gas		kondensat		rastv.gas

		Ненецкий автономный округ		7352.396		949.517		594.794		43.459								8940.166

		Республика Коми		6395.184		1447.988		468.600		301.899								8613.671

		Пермская обл.		12.266		40.117		0.830		7.635								60.848

				13759.846		2437.622		1064.224		352.993								17614.685

				oil				gas				раств.газ		конденсат				НСР

		Тиманская НГО		535.709		3.8932775846		14.856		0.6094464195		6.968

				146.624

		Ижма-Печорская НГО		1769.747		12.8616773763		97.117		3.9840877708		81.445		3.438

				562.575

		Печоро-Колвинская НГО		4400.012		31.9771892796		776.621		31.8597797362		483.6		56.003

				1426.280

		Хорейверская НГО		2859.550		20.7818459596						253.772

				1004.070

		Варандей-Адзь-винская НГО		2596.186		18.8678419802						121.515

				734.306

		Северо-Пред-уральская НГО		1147.320		8.338174715		1516.732		62.2217882838		84.437		293.282

				319.208

		Малоземельско-Колгуевский НГР		451.306		3.2798768242		32.296		1.3248977897		32.42		0.270

				159.070								.

		ТП НГП		13759.846		100		2437.622		100		1064.224		352.893

				4352.141

				oil		gas		раств.газ		конденсат		НСР

		Тиманская НГО		535.709		14.856		6.968				557.533		3.1651781748				3.1651781748

				146.624										0				11.0802894306

		Ижма-Печорская НГО		1769.747		97.117		81.445		3.438		1951.747		11.0802894306				32.4517211163

				562.575										0				17.6746826564

		Печоро-Колвинская НГО		4400.012		776.621		483.6		56.003		5716.236		32.4517211163				15.4286972983

				1426.280										0				17.2684795015

		Хорейверская НГО		2859.550				253.772				3113.322		17.6746826564				2.931048333

				1004.070										0

		Варандей-Адзь-винская НГО		2596.186				121.515				2717.701		15.4286972983

				734.306										0

		Северо-Пред-уральская НГО		1147.320		1516.732		84.437		293.282		3041.771		17.2684795015

				319.208										0

		Малоземельско-Колгуевский НГР		451.306		32.296		32.42		0.270		516.292		2.931048333

				159.070				.						0

		ТП НГП		13759.846		2437.622		1064.224		352.893		17614.585		100

				4352.141
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Лист2

				gas_sv				oil				condensat		rastvor_gas

		ТП НГП		2437.622		100.000		13759.846		100		352.893		1064.224		17814.585		100

		О3 - Д1		209.522		8.595		2604.727		18.9299138958		30.99		361.947		3234.711		18.1576570998

																		0

		Д2 - Д3f		236.492		9.702		2703.809		19.6499946293		56.792		348.401		3374.846		18.9442849493

																		0

		Д3dm-С1t		106.961		4.388		2547.044		18.5107013552		25.333		145.783		2848.020		15.9870107854

																		0

		C1v1-2		69.367		2.846		3392.474		24.6548834922		17.614		112.591		3619.547		20.3178831654

																		0

		C1v2 - Р1		1389.874		57.018		211.462		1.5368049904		211.169		18.759		1889.818		10.6082652107

																		0

		Р1ar+k		142.865		5.861		102.161		0.7424574374		5.012		1.569		258.210		1.4494319812

																		0

		Р2		147.255		6.041		1140.741		8.2903616799		4.214		39.279		1345.820		7.5545980448

																		0

		Т		135.286		5.550		1057.428		7.6848825198		1.869		35.895		1243.713		6.9814301013
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				С3+Д		СНР

								C3		D1		D2				добыча		АВС1		С2

		TPP		7014.807		13759.846		1269.365		4198.712		1546.730		oil		342.212		4880.520		1522.307

						78.1162088122

				1359.945		2437.622		61.013		600.725		698.207		gas		344.000		634.088		69.245

						13.8386569993

						352.893		10.254		80.085		68.865		конденсат		43.1		140.1		7.6

						2.0034136484

						1064.224		36.675		677.853		119.140		раств.газ		28.121		174.643		27.792

						17614.585		9367.624								757.433		5829.351		1626.944

		%		53.1810655772		6.0417205401										4.3000331827		33.0938878208		9.2363459031		105.853053024

		Ненецкий автономный округ

		Республика Коми

		Пермская обл.
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Рис. 4.6. Распределение НСР УВ ТП НГП
по НГК
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Лист1

		НГК		Всего УВ

		O3-D1		3207.1		3207.1		18.2071588748		18.2

		D2-D3f		3345.5		3345.5		18.9928751881		19

		D3dm-C1t		2825.1		2825.1		16.0384910159		16

		C1v1-2		317.3		317.3		1.8013568367		1.8

		C1v1-P1		5106.1		5106.1		28.9880496182		29

		P1ar+k		251.5		251.5		1.4278009594		1.4

		P2		1331.4		1331.4		7.5585455165		7.6

		T		1230.5		1230.5		6.9857219904		7

				геолог.		17614.5		100		100

		НГК		Всего УВ

		O3-D1		726.6		726.6		18.9876394805		19

		D2-D3f		580.9		580.9		15.1801813573		15.2

		D3dm-C1t		629.1		629.1		16.439752267		16.4

		C1v1-2		148.4		148.4		3.8780149999		3.9

		C1v1-P1		998.6		998.6		26.0955915018		26.1

		P1ar+k		156.3		156.3		4.0844591946		4.1

		P2		313.1		313.1		8.1819844775		8.2

		T		273.7		273.7		7.1523767215		7.1

				извлек.		3826.7		100		100
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		Субъекты		Всего УВ млн. т. у. т		Нефть,		Свободный газ, млрд. м3		Конденсат, млрд. м3		Растворенный газ, млрд. м3

		Федерации				млн. т

		Республика Коми		8613.7		6395.1		1447.9		301.8		468.7						8613.7

		Ненецкий автономный округ		8939.9		7352.4		949.5		43.4		594.7						60.8

		Пермская область		60.8		12.3		40.1		7.7		0.8						8939.9
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Лист1

				oil		gas		kondensat		rastv.gas

		Ненецкий автономный округ		7352.396		949.517		594.794		43.459		8940.166

		Республика Коми		6395.184		1447.988		468.600		301.899		8613.671

		Пермская обл.		12.266		40.117		0.830		7.635		60.848

				13759.846		2437.622		1064.224		352.993		17614.685

				oil				gas

		Тиманская НГО		535.709		3.8932775846		14.856		0.6094464195

				146.624

		Ижма-Печорская НГО		1769.747		12.8616773763		97.117		3.9840877708

				562.575

		Печоро-Колвинская НГО		4400.012		31.9771892796		776.621		31.8597797362

				1426.280

		Хорейверская НГО		2859.550		20.7818459596

				1004.070

		Варандей-Адзь-винская НГО		2596.186		18.8678419802

				734.306

		Северо-Пред-уральская НГО		1147.320		8.338174715		1516.732		62.2217882838

				319.208

		Малоземельско-Колгуевский НГР		451.306		3.2798768242		32.296		1.3248977897

				159.070

		ТП НГП		13759.846		100		2437.622		100

				4352.141





Лист2

				gas_sv				oil				condensat		rastvor_gas

		ТП НГП		2437.622		100.000		13759.846		100		352.893		1064.224		17814.585		100

		О3 - Д1		209.522		8.595		2604.727		18.9299138958		30.99		361.947		3234.711		18.1576570998

																		0

		Д2 - Д3f		236.492		9.702		2703.809		19.6499946293		56.792		348.401		3374.846		18.9442849493

																		0

		Д3dm-С1t		106.961		4.388		2547.044		18.5107013552		25.333		145.783		2848.020		15.9870107854

																		0

		C1v1-2		69.367		2.846		3392.474		24.6548834922		17.614		112.591		3619.547		20.3178831654

																		0

		C1v2 - Р1		1389.874		57.018		211.462		1.5368049904		211.169		18.759		1889.818		10.6082652107

																		0

		Р1ar+k		142.865		5.861		102.161		0.7424574374		5.012		1.569		258.210		1.4494319812

																		0

		Р2		147.255		6.041		1140.741		8.2903616799		4.214		39.279		1345.820		7.5545980448

																		0

		Т		135.286		5.550		1057.428		7.6848825198		1.869		35.895		1243.713		6.9814301013





Лист3

				С3+Д		СНР

								C3		D1		D2				добыча		АВС1		С2

		TPP		7014.807		13759.846		1269.365		4198.712		1546.730		oil		342.212		4880.520		1522.307

				1359.945		2437.622		61.013		600.725		698.207		gas		344.000		634.088		69.245

						352.893		10.254		80.085		68.865		конденсат		43.1		140.1		7.6

						1064.224		36.675		677.853		119.140		раств.газ		28.121		174.643		27.792

						17614.585		9367.624								757.433		5829.351		1626.944

		%		53.1810655772												4.3000331827		33.0938878208		9.2363459031		99.8113324838

		Ненецкий автономный округ

		Республика Коми

		Пермская обл.





Лист4

		

				АВС1		С2		С3+Д

		НСР, %		33.1		9.2		53.2





Лист4

		0

		0

		0



C2, 9.2%

ABC1,
33.1%

С3+D,
53.2%
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