ФЕДЕРАЛЬНОЕ ГОСУДАРСТВЕННОЕ БЮДЖЕТНОЕ ОБРАЗОВАТЕЛЬНОЕ 
УЧРЕЖДЕНИЕ ВЫСШЕГО ПРОФЕССИОНАЛЬНОГО ОБРАЗОВАНИЯ
«САНКТ-ПЕТЕРБУРГСКИЙ ГОСУДАРСТВЕННЫЙ УНИВЕРСИТЕТ»
(СПбГУ)
Институт наук о Земле



Быстрова Галина Олеговна



Анализ сырьевой базы и перспективы освоения тяжелых высоковязких нефтей Тимано-Печорской НГП


Выпускная бакалаврская работа
по направлению 21.03.01 «Нефтегазовое дело»





«К ЗАЩИТЕ»
Научный руководитель:
к.г.-м.н., доц. Ю.Э. Петрова
                                            _
 «     »                            2017



Научный руководитель 
ОП «Нефтегазовое дело»:
к.г.-м.н., доц. А.А.Крылов
                                            _
 «     »                            2017


Санкт-Петербург
2017

Быстрова Г.О.
Анализ сырьевой базы и перспективы освоения тяжелых высоковязких нефтей Тимано-Печорской НГП.
Аннотация
Объектом исследования выпускной квалификационной работы является месторождения тяжелых высоковязких нефтей Тимано-Печорской НГП. Цель исследования: анализ сырьевой базы и оценка степени,  и перспектив освоения тяжелых высоковязких нефтей ТПНГП. 
В первых трех главах рассмотрены физико-географическая характеристика, геологическое строение и нефтегазоносность. Четвертая  и пятая главы посвящены анализу сырьевой базы и способам освоения тяжелых высоковязких нефтей ТПНГП. В следующих главах представлены анализ влияния геологичесих факторов на коэффициент нефтеизвлечения тяжелых высоковязких нефтей и государственная политика в области промышленного освоения трудноизвлекаемых запасов. 
Выпускная квалификационная работа содержит 70 страниц, включая 27 рисунков и 21 таблицу, список используемой литературы из 15 наименований. Она состоит из введения, семи глав, заключения и списка используемой литературы.
Ключевые слова:  Тимано-Печорская НГП, геологическое строение, нефть, газ, тяжелые, высоковязкие.

Bystrova G.O.
Analysis of the raw materials base and prospects for the development of heavy highly viscous oils from the Timan-Pechora NGP.
Annotation
The graduation project consists of  70 pages, including 27 figures and 21 tables, the list of 15 references. Bachelor work consists of an introduction, seven chapters, a conclusion and bibliography.
The object of research of the thesis work is the deposits of heavy high-viscosity oils of the Timano-Pechora NGP. The purpose of the study: analysis of the raw materials base and assessment of the degree and prospects for the development of heavy heavy oils TPNGP.
The first three chapters examined the physico-geographical characteristics, geological structure and oil and gas content. The fourth and fifth chapters are devoted to the analysis of the raw material base and methods of mastering heavy high-viscosity TPNPP oils. The following chapters present an analysis of the effect of geological factors on the oil recovery factor for heavy heavy oils and state policy in the field of industrial development of hard-to-recover reserves.
Key words: Timano-Pechora NGP, geological structure, oil, gas, heavy, highly viscous.
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В 21 веке нефтегазовая отрасль в значительной степени исчерпала свои запасы, нефтегазовые компании ежегодно добывают около 490 млн. тонн нефти. Запасы легкоизвлекаемых нефтей вырабатываются опережающими темпами. Удельные вес трудноизвлекаемых нефтей растет в структуре запасов и преобладает в ряде регионов с падающей добычей. Исследование ресурсного потенциала тяжелых нефтей и перспектив его освоения – актуальная задача на сегодняшний день.
Тимано-Печорская нефтегазоносная провинция – старейший нефтедобывающий регион. Высокая эффективность поисково-разведочных работ на ее территории позволила открыть многочисленные месторождения углеводородов, в том числе крупные и уникальные по запасам, а интенсивная разработка обусловила существенное сокращение их запасов и прогнозных ресурсов. Провинция занимает одну из лидирующих позицию в вопросах освоения ресурсов тяжелых нефтей.

Целью данной работы является анализ сырьевой базы и оценка степени, и перспектив освоения тяжелых высоковязких нефтей Тимано-Печорской провинции.
Задачи:
· выявить закономерности размещения скоплений тяжелых высоковязких нефтей Тимано-Печорской НГП;
·  проанализировать уровень изученности и степень освоенности тяжелых высоковязких нефтей в пределах ТПНГП;
·  оценить характер влияния различных геологических факторов на коэффициент нефтеизвлечения тяжелых высоковязких нефтей;
·  оценить перспективы освоения тяжелых высоковязких нефтей ТПНГП;
·  изучить государственную политику в области промышленного освоения тяжелых и высоковязких нефтей.
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Тимано-Печорская нефтегазоносная провинция расположена в северо-восточной Европейской части Российской Федерации в пределах Печорской низменности, находящейся на границе со складчатыми сооружениями Канино-Тиманского кряжа, Пай-Хоя и Урала. Провинция занимает площадь более 300 тыс. км2 , ее наибольшая протяженность с севера на юг, составляет более 900 км, максимальная ширина в северной части достигает 700 км. (рис.1) [9]
В административном отношении Тимано-Печорская НГП включает в себя значительные части Республики Коми (РК) и НАО, а также часть территории на юге,  относящуюся к Пермской области.
[image: ]
Рисунок 1. Структурное положение Тимано-Печорского НГП                 
(В.Н. Данилов, Разломная тектоника…)

[bookmark: _Toc482548247][bookmark: _Toc483504316]1.1 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.[9]


[bookmark: _Toc482548248][bookmark: _Toc483504317]1.2 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. 
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. [9]
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. 
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.
[bookmark: _Toc482548249][bookmark: _Toc483504318]1.3 Транспортная, нефтедобывающая и нефтегазоперерабатывающая инфраструктуры.

Основная часть промышленной инфраструктуры Тимано-Печорской НГП располагается на территории Республики Коми и имеет яркую топливно-сырьевую направленность. 
На территории Республики Коми  открыто 137 месторождений углеводородов. Нефтегазодобывающими предприятиями республики  разрабатывается около 40 месторождений УВ сырья.  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»).
В пределах материковой части Ненецкий автономный округа открыто 80 месторождений УВ. 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.[9]
На территории 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.
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».
Также развит 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».[9]
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Тимано-Печорская нефтегазоносная провинция составляет значительную часть (520 тыс. км2) одноименного осадочного бассейна, где геологические условия способствовали образованию углеводородов (УВ), формированию и сохранению их месторождений.(рис.2) Тимано-Печорская нефтегазоносная провинция находится в крайней северо-восточной части Восточно-Европейской платформы. Географически он включает материковую часть с Тиманской грядой, Печорской низменностью, западным склоном и осевыми хребтами Северного и Полярного Урала, Югорский полуостров с Пай-Хоем, юг о. Новая Земля, акваторию Печорского моря с островами Вайгач и Колгуев. Территория и акватория ТПОБ площадью 710 тыс. км2 охватывает крупную область земной коры континентального и переходного типов. 

Структуры фундамента

Фундамент Тимано-Печорской провинции (ТПП) имеет блоковое строение. Выделяют юго-западный Тиманский и северо-восточный Большеземельский мегаблоки. Граница между мегаблоками проводится по системе Припечорского и Илыч-Чикшинского глубинных разломов мантийного проникновения [2,3], фиксируемой положительной магнитной аномалией, именуемой Припечорской (Гафаров, 1970).
В районе исследования Тиманский мегаблок представлен незначительной частью Канино-северотиманского блока. Большеземельский блок состоит их Печоро-Колвинского блока, которому соответствуют такие структуры чехла, как Малоземельско-Колгуевская моноклиналь, Денисовский прогиб, Колвинский мегавал; Хорейверского блока, Варандейско-Гуляевского блока, включающего Варандей-Адзьвинскую и Гуляевско-Долгинскую структурные зоны чехла и Русановского блока.
[image: C:\Users\mm\Desktop\УНИВЕР\Диплом\1\9.png]По геофизическим данным в фундаменте Тимано-Печорской плиты предполагается развитие метаморфических образований зеленосланцевой и амфиболитовой фации метаморфизма, интрузированных широким спектром магматических пород  [2].

Рисунок 2. Тектоническое районирование Тимано-Печорской провинции (Милановский,1996)
Условные обозначения: 1-5 границы структур: 1-крупнейших (региональных, надпорядковых), 2-крупных (первого порядка), 3-средних (второго порядка), 4-попереных структур Урала, 5-основных структурных зон Урала, 6- структуры второго порядка.

 В пределах Тимано-Печорской НГП фундамент вскрыт немногочисленными глубокими скважинами и на поверхность выходит только на Тимане и на Урале. Вследствие этого, вопросы структуры и возраста фундамента до сих пор остаются дискуссионными. Существует две точки зрения относительно возраста фундамента. По наиболее распространенной из них (Л.Т. Белякова, В.И. Богацкий, В.А. Дедеев и многие другие) фундамент имеет рифей-вендский эпибайкальский возраст, на котором залегает ордовикско-третичный осадочный чехол. По другой точки зрения (Р.Ф. Буданов, С.Н. Иванов, П.Е. Оффман и другие), фундамент имеет более древний возраст, а рифей-вендский породы , по аналогии с районами западного склона Тиманского кряжа, относят к переходному комплексу, который в свою очередь перекрыт осадочным чехлом.
Таким образом, фундамент Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции имеет гетерогенный характер, следствием чего является различная подвижность его блоков во время образования осадочного чехла.

Осадочный чехол

Отличительной чертой, которая определяет тектоническое строение осадочного чехла Тимано-Печорской провинции, является наличие в основание мегаблоков консолидированной земной коры, отличающихся различными геотектоническими режимами. 
Структура осадочного чехла Печорской плиты, сложившаяся к настоящему времени, является результатом определенной стадийности тектонического развития, синхронной эволюции Уральской геосинклинали. Для Урала установлены основные циклы развития: каледонский (незавершенный), герцинский завершенный и продолжающийся мезозойско-кайнозойский. Последовательная смена тектонических режимов отмечается в разрезе осадочного чехла плиты структурными этажами и подэтажами и разделяющими их несогласиями [3].
Отложения каледонского цикла слагают один нижне-среднеордовикско - нижнедевонский этаж, сложенный преимущественно карбонатными отложениями.
Формации герцинского цикла образуют завершенный цикл, состоящий из трех стадий геологического развития, которым отвечают три структурных этажа. 
Нижний этаж - терригенные отложения среднего девона-нижнего франа и терригенно-карбонатные среднего франа-турне с рифами. Средний этаж начинается угленосно-терригенными отложениями нижнего-среднего визе, а основной объем составляют карбонатные породы каменноугольного возраста. Верхний нижнепермско-триасовый этаж обладает наибольшей формационной изменчивостью. В Приуральской части региона он состоит из орогенных формаций, представленных флишем, сероцветной молассой, каменными и калийно-магниевыми солями, угленосными толщами, красноцветной континентальной молассой. На остальной территории плиты флишоидная и сероцветная молассы латералыю уступают место карбонатам, соленосные породы - ангидритам, угленосные – красноцветам [2].
Отложения мезозойско-кайнозойского цикла залегают со стратиграфическим перерывом и угловым несогласием на различных структурно-формационных подразделениях герцинид и образуют два верхних структурных этажа (среднеюрско-меловой и неоген-четвертичный), принадлежащих уже Печорской наложенной синеклизе.
Тектоническое районирование Тимано-Печорской плиты осуществляется по общему характеру дислокаций и формационных особенностей структурных этажей каледонско-герцинского тектогенеза, и, кроме того, учитывается внутреннее строение фундамента и его современная морфология. 
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Территория Тимано-Печорской провинции подразделяется на два резко различающихся по своему строению структурных этажа: нижний (фундамент), представленный интенсивно дислоцированными разновозрастными толщами, и верхний, сложенный платформенными осадочными образованиями палеозоя, мезозоя и кайнозоя. [14] (рис.3)
Фундамент сложен мощной (более 10-12 км) серией в различной степени метаморфизованных сланцев, гнейсов, кварцитов, полимиктовых песчаников и мраморов, переслаивающихся с основными и кислыми эффузивами и их туфами.
Платформенные образования верхнего структурного этажа (осадочного чехла) залегают на эродированной поверхности фундамента с угловым и стратиграфическим несогласием.

Палеозойская эратема (PZ)

Палеозойская группа представлена ордовикской, силурийской, девонской, каменноугольной и пермской системами.
Ордовикская система (O)
Ордовикская система представлена терригенными отложениями, сформировавшимися в континентальных и прибрежно-морских (мелководных, лагунных) условиях при постепенном и незначительном повышении уровня моря, представлены тремя отделами: нижним, средним и верхним. На всей территории ТПП, кроме западного склона Урала, нижний отдел ордовика отделен от среднего региональным стратиграфическим предкарадокским перерывом с выпадением из разреза лланвирнского и лландейльского ярусов среднего ордовика (мощность отложений составляет до 320 м).
 Силурийская система (S)
Отложения силурийской системы мощностью 700-940 м представлены   отложениями верхнего силура, которые свидетельствуют о морских шельфовых условиях осадконакопления и согласно залегают на нижнесилурийских карбонатных породах. Перерыв и размыв.  
Девонская система (D)
Девонская система представлена отложениями нижнего и верхнего отдела, средний отдел отсутствует. Нижнедевонские отложения представлены переслаиванием известняков и доломитов с прослоями аргиллитов. Верхнедевонский отдел сложен  переслаиванием алевролитов, песчаников, аргиллитов с редкими прослоями глинистых известняков. Общая мощность девонских отложений  от 0 до 1050 м. Перемыв и размыв.
Каменноугольная система (C)
Отложения каменноугольной системы сложены карбонатным  породами и представлены тремя отделами системы с  чередованием известняков и доломитов с включениями аргиллитов, реже ангидритов. Мощность от 120 до 240 м.
Пермская система (P)
Пермская система представлена карбонатными образованиями сложенными известняками, нередко органогенно-обломочными, с прослоями аргиллитов. Мощность до 140 м. Перерыв и размыв. 

Мезозойская эратема (MZ)

Мезозойская группа сложена отложениями триасовой, юрской и меловой систем.
Триасовая система (T)
Триасовые отложения  залегают на верхнепермских со стратиграфическим несогласием и представлены тремя толщами континентального происхождения: нижней красноцветной, средней - пестроцветной и верхней сероцветной. Красноцветная толща сложена песчаниками, выше по разрезу сменяющиеся толщей глин с подчиненными прослоями алевролитов и песчаников. Далее толща пестроцветных отложений представлена  пестроцветными глинами с прослоями песчаников, алевролитов и сероцветных глин. Сероцветная толща сложена переслаиванием глин, песчаников и алевролитов с большим количеством растительного детрита. Общая мощность системы составляет от 922-1240 м.
Перерыв и размыв. 
Юрская система (J)
Юрские отложения  с перерывом трансгрессивно залегают на триасовых образованиях. В нижней их части выделяются континентальные и прибрежно-морские нижне-среднеюрские образования, в основном, песчаного состава и морские, в основном, глинистые отложения верхней юры. Общая мощность юрских образований  составляет 314-381 м.
Меловая система  (K)
Меловая система сложена толщей неравномерного переслаивания песков, глин и алевролитов. Мощность колеблется от 306-397м.Перерыв и размыв

Кайнозойская эратема (KZ)

Кайнозойская группа представлена четвертичной системой. 
Четвертичная система (Q)
[image: ]Четвертичная система имеет  пестрый литологический состав и широкое распространение многолетнемерзлых пород (ММП).Отложения представлены глинами, алевритами, реже суглинками с гравием, галькой и валунами различных пород. Мощность 219-358 м. [14]

Рисунок 3. Generalized structure cross section of the Timan-Pechora Basin Province.  From Lindquist (1999)

[image: ]Рисунок 4. Схематическая стратиграфическая колонка
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Стадийность тектонического развития Тимано-Печорской плиты синхронна эволюции Уральской геосинклинали, для которой установлены три основных этапа развития: незавершенный каледонский (ограничившийся лишь начальной стадией), завершенный герцинский и ныне продолжающийся мезозойско (киммерийско) – кайнозойский. Последовательно сменяясь во времени, они создали структурно-формационную многоэтажность осадочного цикла и соответствующую ей нефтегазоносность в широком стратиграфическом диапазоне. [14]
После байкальского тектогенеза на территории ТПП наступил длительный континентальный перерыв, охвативший средний и поздний кембрий и часть раннего ордовика. Существование перерыва подтверждается несогласным залеганием нижнеордовикских толщ на фундаменте на большей части ТПП. В раннем палеозое произошло раскрытие Уральского палеокеана, заложение рифтовой системы на востоке Тимано-Печорской эпибайкальской плиты и превращение восточной ее части в пассивную окраину континента.
Нижнеордовикский терригенный комплекс служит основанием нижнего структурного этажа и всего осадочного чехла провинции. Его формирование соответствует начальной фазе крупного ордовикско-силурийско-раннедевонского этапа истории геологического развития Тимано-Печорской НГП.
Формирование нижнего структурного яруса связано с каледонским циклом тектогенеза, начавшимся в раннем ордовике с рифтогенеза, и происходило на фоне развития Уральского палеоокеана и поддвигания его дна под Восточно-Европейский континент, что привело к устойчивому прогибанию его краевых частей. Уже с конца раннего ордовика и в течение среднего ордовика - раннего девона на территории Тимано-Печорского седиментационного бассейна формировалась пассивная континентальная окраина, полого наклоненная на восток - юго-восток. Для средне- и позднеордовикской эпох характерно развитие морской обстановки. В результате была затоплена территория древнего Большеземельского палеосвода, и практически на всей территории бассейна накапливались мелководно-шельфовые карбонатные формации. 
К началу герцинского этапа тектогенеза и, соответственно, к началу нового цикла седиментации Тимано-Печорский бассейн представлял собой неоднородную в тектоническом отношении территорию. В западной части бассейна протягивалась линейная складчато-блоковая область (Печоро-Колвинский авлакоген) с колебаниями толщин ордовикско-нижнедевонских отложений от нескольких сотен метров до 3,5 км, что свидетельствует о неустойчивом тектоническом режиме раннего палеозоя. Северо-восточнее этой области выделился Большеземельский свод с примыкающими к нему структурными ступенями. Восточнее свода располагалась зона с большой толщиной ордовикско-силурийско-нижнедевонской формации, позднее превратившаяся в сложно-построенную Варандей-Адзьвинскую структурную зону.
В результате континентального перерыва в осадконакоплении (конец нижнего – весь средний девон) поверхность силурийско-нижнедевонских отложений, испытала длительную денудацию. На большей части Большеземельского свода образовалась обширная денудационная палеоравнина. 
В пределах Садаягинской ступени сформировалась наклоненная к востоку типичная квестовая палеоравнина, в пределах которой с востока на запад наблюдается постепенное уменьшение полноты разреза нижнего девона до его полного выклинивания за счет срезания литопачек и формирование протяженных квестовых уступов, высота которых достигает 50 м. В этих неантиклинальных палеоловушках и были сформированы залежи нефти, связанные с карбонатными отложениями нижнего девона.
Формации каледонского цикла тектогенеза формируют один (нижний) структурный ярус - нижне-среднеордовикско-нижнедевонский с присущими ему чертами строения. Структурный план региона, созданный в течение этапа, явился основой для герцинских структур.
Формирование среднего структурного этажа происходило в эпоху герцинской складчатости. На рубеже раннего и среднего девона происходило дифференцированное прогибание окраины Русской плиты (рифтогенная стадия раннегерцинского тектогенеза). Аридные климатические условия сменились гумидными. После крупного перерыва и коренной перестройки структурного плана территории резко изменились и обстановки осадконакопления. Лагунно-морская, мелководно-шельфовая сульфатно-карбонатная седиментация сменились терригенной. В основании нижнего этажа залегают тимано-саргаевские отложения франского яруса верхнего девона, являющиеся региональным флюидоупором и облекающие и частично компенсирующие неровности денудационной поверхности нижнедевонско-силурийских отложений нижнего структурного яруса.
Выше поверхности предраннефранского размыва Большеземельский свод утрачивает свою структурную выразительность, уступая место группам локальных поднятий и структурным ступеням. Тем не менее, влияние свода отмечено стратиграфическими перерывами почти по всему верхнедевонско-нижнепермскому интервалу осадочного чехла, приуроченностью к его склонам банок и отмелей с позднедевонскими и раннепермскими биогермными образованиями.
Развитие территории характеризовалось прогибанием Тимано-Печорской плиты, продолжавшимся в течение всего карбона. С начала ранней перми начался орогенный этап развития Уральской геосинклинали, обусловленный коллизией Восточно-Европейской и Сибирской плит. Начали проявляться интенсивные горообразовательные движения, приведшие в середине пермского периода к возникновению горных сооружений. В результате средневарисцийских движений к концу артинского - началу кунгурского веков сформировался структурный план платформенной части территории, близкий современному. [14]
В кунгурское время под влиянием активно расширяющегося на платформу Предуральского прогиба Большеземельский палеосвод приобрел тенденцию к опусканию. Произошло образование наложенной на палеосвод Хорейверской впадины. 
Хорейверская впадина по поверхности карбонатов нижней перми и всем вышележащим горизонтам представляет собой крупную пологую отрицательную структуру.
Верхний структурный ярус соответствует мезозойско-альпийскому эпохе складчатости. В раннеюрскую эпоху произошла крупная структурная перестройка, во время которой, очевидно, окончательно сформировались все основные крупные структуры района, придавшие Хорейверской впадине ее современную структурную форму. Распределение осадков среднеюрско-четвертичного возраста, накопившихся на соответствующем этапе развития территории, свидетельствует о региональном наклоне Тимано-Печорской плиты в северном направлении. Толщина всех палеозойских и мезозойских осадков увеличивается от 4 км на вершине Большеземельского свода до 5 км на его склонах. 
Движения неотектонического этапа оцениваются для Тимано-Печорской плиты в целом как отрицательные, с амплитудой прогибания не выше 150 м. Определяющей являлась близость к шельфу Баренцева моря, с преобладающей тенденцией к погружению.
Рассматриваемая территория, так же как и весь Тимано-Печорский бассейн, пережила в течение своей геологической истории как минимум шесть тектонических перестроек  и два цикла рифообразования: позднефранский и раннепермский, которые также осложнили структурные планы и изменили  строение слагающих ее отложений.
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Тимано-Печорскую  НГП можно разделить на шесть НГО, соответствующих региональным структурам: Тиманская, Ижма-Печорская, Печоро-Колвинская, Хорейверская, Варандей-Адьзвинская и Северо-Предуральская и самостоятельный Малоземельско-Колгуевский НГР. [9] (рис.5)
[image: ]В состав НГО входят 28 НГР, которые совпадают с субрегиональными структурами, в каждом из которых выделяются ЗНГН с установленной нефтегазоносностью, перспективные, с не выявленными перспективами и бесперспективные.


Рисунок 5. Карта нефтегазогеологического районирования Тимано-Печорской НГП(отчет по ТПНГП, Сыктывкар, 2005)

Таблица 1.
[bookmark: _Toc482548255][bookmark: _Toc483504324][image: ]Схема распределения нефтегазоносности по НГО Тимано-Печорской НГП. 
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1.Тиманская НГО территориально расположена в восточной части Тиманского поднятия и включает в себя Ухта-Ижменский НГР, приуроченный к Восточно-Тиманскому валу, в пределах которого были выявлены проявления нефти и газа. Выделенные на данной территории  зоны нефтегазонакопления контролируются двумя основными факторами: структурным, выклинивания, стратиграфического срезания отложений НГК.
В пределах НГО выявлен продуктивный среднедевонско-нижнефранский НГК с залежами тяжелых  высоковязких нефтей, представленный терригенными отложениями на глубинах 130-300м, с пористость около 26% и проницаемостью  до 2700 мД. 
На территории Тиманской НГО расположено исследуемое в данной работе Ярегское месторождение тяжелых высоковязких нефтей. 

2.Ижма-Печорская НГО включает в себя семь НГР: Джебольский НГР,Омра-Сойвинский НГР,  Мичаю-Пашнинский НГР, Велью-Тэбукский НГР, Верхнелыжско-Лемьюский НГР, Тобышско-Нерицкий НГР, Седуяхинско-Кипиевский перспективный НГР. НГО соответствует Ижма –Печорской синеклизе. Большинство месторождение НГО приурочены к Омра-Лузской седловине, которая является крупным аккумуляционным объектом для нефтяных флюидов, мигрирующих со стороны прилегающих к ней впадин. На территории седловины расположено около 30 месторождений (приблизительно 60 залежей).
Продуктивные залежи в пределах НГО открыты по всему разрезу осадочного чехла, за исключением верхнеордовикско-нижнедевонского и верхнего триаса. Большая часть нефтяных месторождений и все газовые приурочены к терригенным образованиям среднедевонско-нижнефранского НГК, которые залегают на глубинах от 2120 до 3200 м, эффективная мощность колеблется от 7 до 31 м, а средневзвешенная эффективная мощность коллекторов составляет 2,8-5,5 м, пористость 10-20%, проницаемость 3,98-750 мД. Остальная часть к   карбонатным доманиково-турнейского, где коллекторами являются песчаники турнейского яруса, залегающие на глубине 1040-1100 м с  эффективной мощностью 8,6 м,  открытой пористостью 12-21% и проницаемостью около 10мД, и терригенного верхнепермского  НГК, где залежи приурочены к песчано-глинистым отложениям нижней части казанского яруса  и верхней части уфимского яруса, с средней пористостью 20-28% и проницаемостью 26,3-970 мД.

3.Печоро-Колвинская состоит из шести НГР: Кыртаельско-Печорогородский, Мутноматериково-Лебединский, Шапкина-Юрьяхинский, Лайско-Лодминский, Харьяга-Усинский и Ярейюский.
НГО территориально относится  к Печоро-Колвинскому авлакогену, в пределах которого хорошие условия для всех стадий онтогенеза нефти и газа из-за особенностей тектонического развития.
 На территории Печоро-Колвинская НГО находится 1/3 месторождений с потенциальными ресурсами нефти и газа всей Тимано-Печорской НГП (47 месторождений). Большинство крупных и средних месторождений территориально относятся к Шапкина-Юрьяхинскому валу и Колвинскому мегавалу, где преобладают высокоамплитудные и высокообъемные ловушки. 
Наиболее продуктивными в пределах НГО являются карбонатный средневизейско-нижнепермский НГК, в нем расположено большая часть разведанных запасов нефти и газа. Залежи установлены на глубинах от 1250 до 1870 м, с средневзвешенной эффективной мощностью нефтенасыщенных коллекторов 1,8-50 м, средней пористостью от 13-19,8% и проницаемостью до 178 мД. Следующий терригенный среднедевонско-нижнефранский НГК содержит около 1/5 части разведанных запасов. Залежи НГК расположены на глубинах 1800 м до 3050 м, где средневзвешенная эффективная мощность составляет от 2,8-32,6 м со средней пористостью 8-13,7%. Нефтегазоносность доманиково-турнейского НГК выявлена  на глубинах 1950-2150 м, где  средняя пористость коллекторов - 10-12%, эффективные мощности до 6-8 м.  В карбонатном  средневизейско-нижнепермском комплексе и верхнепермском (глубины залегания продуктивных отложений 1100-1600м, Кп = 19-26,5%, Кпр до 888 мД)  и триасовом терригенных НГК сосредоточены в основном газовые залежи. 
В  пределах Печоро-Колвинского НГО располагаются два месторождения тяжелых высоковязких нефтей: Усинское и Чедтыйское. [9]

4. Хорейверская НГО включает в себя Колвависовский НГР и Чернореченский НГР и приурочена к Хорейверской впадине, перекрывающей погребенный Большеземельный свод. На территории НГО выявлено около 50 месторождений, большая из них относятся к категории мелких,  к средним относятся Колвинское, Висовое и ряд других, к крупным  -месторождение им. Требса и им. Титова. В основном все месторождения однозалежные. 
В пределах среднеордовикско-нижнедевонский, доманиково-турнейский и верхневизейско-артинский карбонатных НГК выявлены   высокоемкие ловушки УВ, связаны с органогенными образованиями. Большинство установленных залежей приурочены к доманиково-турнейского НГК, четверть - среднеордовикско-нижнедевонском и верхневизейско-артинском НГК.
В среднеордовикско-нижнедевонском НГК установлены залежи с коллекторами, представленными вторичными доломитами и доломитизированными известняками, где пористость коллекторов составляет  11-15%, проницаемость 110-160 мД, эффективная толщина  залежей составляет  3-22,9 м.
Доманиково-турнейский нефтегазоносный комплекс представлен залежами с коллекторами каверно-порового и трещинно-каверно-порового типов с открытой пористостью 7-24% и проницаемостью 21-7247 мД.
Залежи верхневизейско-артинского НГК приурочены к каверно-поровым коллекторам с пористостью 10-15%.
В  пределах Хорейверской  НГО  шесть  месторождений тяжелых высоковязких нефтей: месторождение им. Романа Требса, Северо-Ошкотынское, Тэдинское, Западно-Хоседаюское, Висовое и Среднемакарихинское. 

5.  Варандей-Адзьвинская НГО включает в себя Сорокинский НГР и Верхнеадзьвинский НГР и приурочена к сложно построенной Варандей-Адзьвинская структурно-тектонической зоне.
На территории НГО открыто 20 месторождений нефти, расположенных в пределах  узких валов и горстообразных поднятий,  которые контролируются глубинными разломами. В  основном в границах НГО расположены месторождения средних и мелких категорий,  исключением является крупное Хасырейское месторождение.
Осадочный чехол НГО является промышленно нефтеносной зоной, но распространение УВ в нем неравномерное. Основными промышленно нефтеносными НГК являются карбонатный среднеордовикско-нижнедевонский, терригенный кунгурско-верхнепермский и триасовый НГК, количество залежей в которых составляет примерно по 20. По отношению к верхним терригенным комплексам, разведанные запасы в запасы в ордовикско-нижнедевонском НГК  в два раза меньше. 
Среднеордовикско-нижнедевонский НГК представлен карбонатными отложениями, где коллекторами являются вторичные доломиты с пористостью до 7-11 %,  проницаемостью до 100 мД и  средневзвешенная эффективная  толщина составляет  от 1,2 до 25,4 м.
Отложения среднедевонско-нижнефранский НГК с залежью нефти в тиманских песчаниках, где коллектор гранулярного типа с пористостью 11-22%.
Верхнепермский терригенный  НГК представлен русловыми песчаниками с пористостью до 23-25%. Отложения  терригенного триасового НГК, приурочены к  песчаным пластам аллювиального происхождения нижнего - среднего триаса. Пористость коллекторов около18-25%, мощность  4-20 м. 
На территории Варандей-Адзьвинской НГО  открыты  семь  месторождений тяжелых высоковязких нефтей: Варандейское, Западно-Лекейягинское, Лабаганское, Наульское, Южно-Торавейское. Тобойско-Мядсейское, Торавейское.  [9]

6. Северо-Предуральская НГО включает  в себя 10 НГР, которые отличаются между собой по размерам, геологическому строению и характеру нефтегазоносности: Коротаихинский перспективный НГР, Воркутский НГР, Хоседаюский НГР, Кочмесский НГР, Интинско-Лемвинский НГР, Большесынинский НГР, Среднепечорский НГР, Вуктыльский НГР, Курьинско-Патраковский НГР, Верхнепечорский НГР.  
НГО расположена в пределах крупного тектонического элемента – Предуральского прогиба.  В данной области нефтегазоносность выявлена в 23 НГР , кроме Коротаихинского. Всего открыто 24 месторождений УВ. По крупности преобладают мелкие месторождения. Установленные нефтяные  месторождения приурочены к внешней зоне прогиба, газовые – к внутренней.
В верхневизейско-нижнепермского НГК залежь тяжелой нефти найдена в закакарстованных известняках на глубине 1550 м. Коллекторами представлены известняками с средней пористостью 1,5%, тип  -  трещинно-каверново-порового.
В среднеордовико-нижнедевонской НГК  залежь нефти обнаружена в верхнем силуре в  доломитами на глубине 1655м, тип коллектора – трещинно-каверно-поровый. Средняя пористость – 11%, проницаемость -930 мД. Средняя эффективная мощность – 13,3 м. 
В коллекторах нижнего девона, представленными вторичными доломитами и доломитизированными известняками, тип коллектора – порово-кавернозный и порово-трещинный, пористость- 20%.
Доманиково-турнейский НГК представлен шельфовыми отложениями на глубине 4200 м, где коллекторами являются известняки и доломиты, тип – поровый, каверно-поровый. Средняя пористость – 8%, средневзвешенная эффективная мощность – 2,4-4,6 м, проницаемость менее 50 мД. 
В средневизейско-нижнепермском НГК залежи нефти найдены в  известняках нижней перми на глубине 2400-2650 м, где мощность коллекторов 4-10,3 м, средняя пористость 14-21%, проницаемость около 120мД. 
В среднедевонско-франском НГК нефтегазоносность приурочена к отложениям среднего девона, который  представлен песчаниками,  и терригенным отложениям верхнего девона.  Глубина залегания – 3700-4200 м, средневзвешенная эффективная мощность – 4,4 – 22 м., пористость – 8,6 -10,5%, проницаемость – 50 мД. 
В нижне-средневизейском  НГК нефтегазоносность приурочена к линзовидным пластам песчаника, глубина залегания которых 3600-4200 м, пористость коллекторов – 9-12%, проницаемость – 1-30 мД, эффективная мощность – 3-6 м. 
В пределах Северо-Предуральской  НГО располагаются два месторождения тяжелых высоковязких нефтей: Суборское и Пыжъельское. 



 7.  Малоземельско-Колгуевский НГР выделен как самостоятельный район. 
В пределах НГР на суше выявлено мелкое нефтяное Верхнехарицейское месторождение, приуроченное  к  отложениям средневизейско-нижнепермского НГК, где коллектором являются органогенные известняки с поровым типом емкостного пространства. Продуктивный пласт с нефтенасыщенной мощностью – 7,3 м  и  пористостью 15%.
В пределах острова Колгуев открыты мелкое нефтегазовое Таркское месторождение и крупное газонефтяное Песчаноозерское с залежами в триасовом НГК, представленными песчаниками нижнего триаса. [9]
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Современная нефтедобыча имеет характерную особенность – увеличение в мировой структуре сырьевых ресурсов доли трудноизвлекаемых запасов, а именно тяжелых и высоковязких нефтей. 
К сожалению, в настоящее время нет точного определения понятию «тяжелые нефти». В соответствии с классификацией ГОСТ Р 51858-2002:
· Особо легкие - не более 830,0 г/см3
· Легкие - 830,1-850,0 г/см3
· Средние - 850,1-870,0 г/см3
· Тяжелые - 870,1-895,0 г/см3	
· Битуминозные - более 895,0 г/см3
В 1987 году на XII Мировом нефтяном конгрессе в г. Хьюстон была принята общая схема классификации нефтей и природных битумов:
· легкие нефти — с плотностью менее 870,3 кг/м³;
· средние нефти — 870,3–920,0 кг/м³;
· тяжелые нефти — 920,0–1000 кг/м³;
· сверхтяжелые нефти — более 1000 кг/м³ при вязкости менее 10 000 мПа·с;
· природные битумы — более 1000 кг/м³ при вязкости свыше 10 000 мПа·с.

 В данной работе была использована классификация, использованная в документе «Государственные балансы запасов полезных ископаемых. Нефть.», в соответствии с которой к тяжелым нефтям относятся нефти плотностью 0,901 г/см3.
С определением высоковязких нефтей дело обстоит проще, здесь нет разногласий, в работе в соответствии с документом «Государственные балансы запасов полезных ископаемых. Нефть.» к высоковязким относятся нефти с вязкостью более 30 мПа*с.
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Мировые запасы тяжелых нефтей в несколько раз превышают запасы средних и легких нефтей. Запасы тяжелой высоковязкой нефти сконцентрированы на территории более чем  155-ти нефтегазовых провинций мира, и их запасы насчитывают до 500 млрд. м3. (рис.6)













Рисунок 6. Распределение запасов тяжелых нефтей в мировом балансе


В мировом балансе запасы сверхтяжелых нефтей насчитываются приблизительно в 350 млрд. м3. Большая часть из них сконцентрирована в Венесуэле (Пояс Ориноко), Китае, Канаде, Индии. Одна третья часть запасов считается доказанной. [7]
Треть запасов тяжелых нефтей сконцентрирована в 48 гигантских нефтяных месторождениях по всему миру, к которым относятся месторождения Канады, США, Ближнего Востока, Южной Америки. Месторождения с большими запасами тяжелых нефтей также расположены на территории Казахстана, Азербайджана, России, Румынии, в районе Карибского бассейна и Юго-Восточной Азии. 
На территории таких стран, как Россия, Канада и Венесуэла, сосредоточены большая часть запасов тяжелой нефти. В дальнейшем, при истощении залежей обычной нефти и при правильной, и эффективной разработки месторождений тяжелой нефти, вышеперечисленные страны могут занимать весомое место на рынке энергоресурсов. 
Большая часть залежей высоковязких нефтей сконцентрирована в Венесуэле (60% нефти в стране), на втором месте Канада (Атабаска), Мексика, США и др. 
По запасам трудноизвлекаемых УВ Россия находится на третьем месте после Южной и Северной Америки. На территории нашей страны большая часть ресурсов и   запасов тяжелых нефтей сконцентрированы в Западно-Сибирской, Волго-Уральской и Тимано-Печорской нефтегазоносных провинциях. [8]
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На территории Российской Федерации открыто более 2600 месторождений с нефтяными залежами. Большая часть из них содержит трудноизвлекаемые запасы нефти по качеству сырья - тяжелая (плотность более 0,9 г/см3), высоковязкая (более 30 мПа•с.), либо по условиям залегания – проницаемость коллекторов менее 0,05 мкм2. Запасы тяжелой высоковязкой нефти на территории России насчитываются около 6-7 млрд.т. На сегодняшний день 23% составляет тяжелая нефть от общей добычи нефти в РФ. От общего объема залежей, 71,4 % приходится на Волго-Уральский и Западно-Сибирский нефтегазоносные регионы, в Приволжском и 











Рисунок 7. Извлекаемые запасы тяжелой высоковязкой 
нефти по регионам РФ, млн.тонн
Уральском регионах находятся 60,4 % от общих запасов тяжелых и 70,8% высоковязких нефтей.  (рис.7)
По данным World Energy Council извлекаемые запасы тяжелой высоковязкой нефти в Российской Федерации по категории АВС1 составляют – 1980,291 млн. тонн.
Добыча, транспортировка и переработка тяжелых высоковязких нефтей (ТВН) требует применения специальных технологий и дополнительных затрат по сравнению с обычной нефтью. Добыча и переработка ТВН обычными способами ведет к потере ценных попутных компонентов и наносит ущерб окружающей среде. С одной стороны, тяжелая нефть требует дорогостоящий технологий разработки, но с другой – она является источником качественных масел и редких металлов, которые повышают ее товарную ценность.
В России основная часть ресурсов тяжелых нефтей приурочена к месторождениям Волго-Уральской, Тимано-Печорской и Западно-Сибирской нефтегазоносных провинций. На территории Западной Сибири разрабатывается примерно 25% залежей тяжелых нефтей, на разрабатываемые залежи приходится 30% извлекаемых запасов. На территории Тимано-Печорской провинции разрабатывается примерно четверть залежей, доля которых в запасах превышает 50%. Волго-Уральская провинции в этом вопросе занимает лидирующую позицию и разрабатывает около 36% залежей тяжелых нефтей. 
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[bookmark: OLE_LINK2]Тимано-Печорской нефтегазоносной провинции открыто более 180 месторождений нефти и газа, более 40 из них содержат залежи тяжелых нефтей. Треть извлекаемых запасов нефти приходится на тяжелую нефть. Текущие извлекаемые  запасы тяжелых нефтей по категориям АВС1+С2 оцениваются в 713 тыс.т. (по данным месторождений, исследуемых в работе). Наибольшими запасами тяжелых  высоковязких нефтей обладают Печоро-Колвинская НГО (35,5%), Тиманская НГО (26,7%), Варандей-Адзьвинская (19,8%), Хорейверская НГО (16,3%) и Северо-Предуральская (1,7%). (рис.8) Большая часть запасов приходится на верхневизейско-артинские НГК – 37,6% (карбонатные коллектора), второй по запасам является среднедевонско-нижнефранский НГК – 27,3% (карбонатные и терригенные), на долю доманиково-турнейского НГК – 18,9% (карбонатные), на [image: ]триасовый – 13,7% (терригенные), нижнепермский – 1,9% (терригенные) и среднеордовико-нижнедевонский -  0,6% (карбонатные). (рис. 9)

[image: ]Рисунок 8. Распределение запасов по НГК и НГО, тыс.т.
(по материалам Госбаланса).

Рисунок 9. Распределение запасов по НГК с учетом литологии коллекторов
и значений вязкости, тыс.т. (по материалам Госбаланса).

Основная часть запасов тяжелых  высоковязких нефтей Печоро-Колвинская НГО сосредоточена в верхневизейско-артинские НГК, где коллекторы представлены карбонатными  отложениями  с хорошей проницаемостью. Запасы  НГК  полностью представлены ТВН и составляют около 95% всех запасов НГО. Запасы нижнепермского НГК представлены  терригенными отложениями в коллекторах с [image: ]преимущественно хорошей проницаемостью. (рис.10 )

Рисунок 10. Распределение запасов Печоро-Колвинской НГО по НГК с учетом литологии коллекторов, проницаемости и вязкости нефти.
 (по материалам Госбаланса).

В Тиманской НГО запасы тяжелых и высоковязких нефтей расположены в 
среднедевонско-нижнефранском НГК, где коллектором являются терригенные породы с преимущественно хорошей проницаемостью. (рис. 11)






[image: ]
Рисунок 11. Распределение запасов Тиманской НГО  по НГК с учетом литологии коллекторов, проницаемости и вязкости нефти (по материалам Госбаланса).

Следующей НГО по запасам тяжелых высоковязких нефтей является Варандей-Адзьвинская НГО, где преимущественно запасы сосредоточены в триасовом комплексе, сложенный терригенными коллекторами с хорошей проницаемостью. Доманиково-турнейский НГК сложен карбонатными породами  в низкопроницаемых коллекторах. Запасы, расположенные в пределах верхневизейско-артинского НГК, где коллекторами являются карбонатные породы с преимущественно хорошей проницаемостью.  Отложения нижнепермского НГК представлены терригенными породами, где проницаемость коллекторов меняется от 24 до 240 мД. Также запасы нефти найдены в среднедевонско-нижнефранском НГК, где коллектор сложен карбонатными породами с вязкостью менее 30 мПа*c в хорошо проницаемых коллекторах. (рис. 12)
[image: ]
Рисунок 12. Распределение запасов Варандей-Адзьвинской НГО по НГК с учетом литологии коллекторов, проницаемости и вязкости нефти (по материалам Госбаланса).

На территории Хоревейская НГО преимущественно продуктивен доманиково-турнейский НГК, представленный карбонатными породами в коллекторах с хорошей проницаемостью. Запасы среднеордовико-нижнедевонского НГК представлены также карбонатными породами с низкопроницаемыми коллекторами. Наименьшие количество запасов содержится в верхневизейско-артинском комплексе, сложенном карбонатными породами с низкопроницаемыми коллекторами. (рис.13 )






[image: ]Рисунок 13. Распределение запасов Хорейверской НГО по НГК с учетом литологии коллекторов, проницаемости и вязкости нефти (по материалам Госбаланса).

В Северо-Предуральской НГО залежи тяжелых высоковязких нефтей находятся в карбонатных отложениях верхневизейско-артинского и нижнепермского НГК, сложенного терригенными отложениями. Коллектора обоих НГК обладают средней проницаемостью. (рис. 14)

[image: ]Рисунок 14. Распределение запасов Северо-Предуральской НГО по НГК с учетом литологии коллекторов, проницаемости и вязкости нефти (по материалам Госбаланса).

Тяжелые и высоковязкие нефти ТПНГП обладают достаточной ресурсной базой для дальнейшей добычи. Основная часть запасов приурочена верхневизейско-артинскому и среднедевонско-нижнефранский НГ комплексам и в целом благоприятны для дальнейшей разработки. НГК находятся на глубинах от 150 до 1500 м, средняя плотность – 0,94 г/см3, коллектора обладают хорошей проницаемостью (средняя проницаемость – 0,7), вязкость сильно варьирует, достигая на некоторых месторождениях до 15000 мПа*с. Нефти Тимано-Печорской в основном парафинистые (среднее содержание 2,5%), сернистые (варьирует от 0,5 до 2,8%), смолистость изменяется от 5-17%.
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В настоящие время существует много способов разработки залежей тяжелых и высоковязких нефтей, которые отличаются между собой технологией разработки и экономическими характеристиками. На способ разработки влияет множество факторов: геологическое строение и условия залегания пластов, физико-химические свойства УВ, климатические и географические условия, и др.  Имеющие способы разработки можно разделить на четыре группы:
1. карьерный (открытый)
2. шахтный способы
2.2  очистная шахтная
2.3  шахтно-скважинная
2.4  термо-шахтный  
3.  «холодные» способы
3.1   метод ”CHOPS”
3.2  метод ”VAPEX”
4. тепловые методы 
4.1 внутрипластовое горение
4.2 ПЗС
4.3 закачка в пласт теплоносителей
4.4 парогравитационный SAGD


Карьерные и шахтные способы разработки. 
При разработке месторождения карьерным способом, порода, насыщенная УВ извлекается открытым способом. В связи с этим данный метод применим только на глубинах до 50 метров. Метод является низкозатратным, за исключением  проведения дополнительных работ для извлечения из породы УВ, но при этом имеет высокий коэффициент нефтеотдачи – 65-85%. [5]
Существует два вида шахтной разработки: очистная (с подъемом углеводородонасыщенной породы на поверхность) и шахтно-скважинная (с проводкой горных выработок в надпластовых породах и бурением из кустов вертикальных и наклонных скважин на продуктивный пласт для сбора УВ в горных выработках).  
Очистной-шахтный метод применяется на глубинах до 200 м, КИН  - до 45%. Данный метод экономически выгоден при условии, если в породе помимо УВ есть редкие металлы. 
Шахтно-скважинный способ применяется на глубинах до 400 м, но имеет небольшой КИН и большой объем проходки по пустым породам. Но для повышения темпов добычи и увеличения КИН, используют в данном методе паротепловое воздействие на пласт (термо-шахтный метод). Термо-шахтный метод возможен на глубинах до 800 м b имеет высокий КИН (до 50%), но и довольно сложен в управлении. [5]

«Холодные» способы разработки.
К «холодным» способам добычи тяжелой нефти относят метод «СHOPS» и  «VAPEX».
Метод «СHOPS» предполагает добычу нефти вместе с песком за счет осознанного разрушения слабосцементированного коллектора и создания в пласте соответствующих условий для течения смеси нефти и песка (ссылка). Данный метод применим на глубинах 230-460 м, где вязкость нефти меньше 2000 мПа*c. Преимуществами данной технологии является низкая стоимость, но коэффициент нефтеотдачи составляет всего  до 10%. Также данный метод имеет низкий темп добычи, непродолжительный срок эксплуатации скважин, ускоренной обводнение пласта и скважин. Метод не применим для добычи битумов и месторождений с подошвенной водой.
Метод «VAPEX» применяется для добычи тяжелых нефтей и битумов. В процессе разработки в пласт закачивается растворитель в режиме гравитационного дренажа (ссылка). Используется пара горизонтальных скважин. В верхнюю скважину закачивается растворитель, за счет чего создается камера-растворитель (растворители УВые, также этан или пропан). Далее под действием гравитационных сил, нефть разжиженная за счет диффузии в нем растворителя, стекает по границам камеры к добывающей скважине. Данный метод имеет свои преимущество – низкие затраты энергии, КИН составляет до 60%. Недостатками технологии является низкий темп добычи, неопределенность в затратах. 
  

    Тепловые методы разработки. 
В настоящее время существует три вида тепловых методов разработки: внутрипластовое горение, паротепловая обработка призабойных зон скважин и закачка в пласт теплоносителей (пара или горячей воды).
Внутрипластовое горение представляет собой частичное сжигание нефти (тяжелых элементов) в пласте. Очаг горения, инициируемый различными глубинными нагревательными устройствами, продвигается по пласту за счет  подачи в пласт воздуха. Благодаря экзотермическому окислению, в пласте в зоне горения достигается повышение температуры до 500-700 С.[5]
Под действием высокой температуры уменьшается вязкость нефти, происходит термический крекинг, выпаривание легких фракций нефти и пластовой воды. Нефть из пласта извлекается путём вытеснения её образовавшейся смесью углеводородных и углекислых газов, азота, пара и горячей воды.[5] Метод применим на глубинах 100-500 м, при толщине пласта 2045 м и вязкостью нефти менее 10 мПа*c. Коэффициент извлечение нефти в данном методе составляет около 80% (на практике 55%). Недостатками технологии является необходимое применение мер по охране окружающей среды и утилизации продуктов горения. Также существует разновидность данного метода - влажное внутрипластовое горение. При нем в пласт вводят воду вместе с окислителем. Благодаря этому ускоряется процесс теплопереноса и извлечения нефти. 
Во время применения метода паротепловой обработки призабойных зон скважин в пласт периодически закачивается пар в добывающие скважины для разогрева призабойной зоны пласта и снижения в ней вязкости нефти. Цикл (нагнетание пара, выдержка, добыча) повторяется несколько раз на протяжении стадии разработки месторождения.  Метод применяется на глубинах до 1,5 км с вязкостью нефти более  50 мПа*c. При применении данного метода КИН невысокий, достигает всего до 20%. Недостатками данного метода являются высокая энергоемкость и увеличение попутного газа. Метод ПЗС применятся  как дополнительное воздействие на призабойную зону в комплексе с закачкой в пласт теплоносителей. 
При закачки в пласт теплоносителей  происходит низкотермическое вытеснение нефти. В процессе чего снижается вязкость нефти под действием тепла, что способствует улучшению охвата пласта и повышению коэффициента вытеснения. Рабочие агенты: пар, горячая вода, горячий полимерный раствор. Метод применим на глубинах до 1000 м с вязкостью нефти более 10 мПа*c. 
Новейшим тепловым методом добычи тяжелой нефти и природных битумов  является парогравитационный дренаж (SAGD). При использовании данного метода, бурятся две скважины, расположенные параллельно друг другу, сквозь насыщенные нефтью породы вблизи подошвы пласта. Через верхнюю горизонтальную скважину в пласт происходит нагнетание пара и создается высокотемпературная  паровая камера. Первая стадия – предпрогрев в течение нескольких месяцев происходит циркуляция пара в скважинах. При этом за счет кондуктивного переноса тепла осуществляется разогрев зоны пласта между добывающей и нагнетательной скважинами, уменьшается вязкость нефти в этой зоне и, благодаря этому, обеспечивается гидродинамическая связь между скважинами. [5] Основная стадия – процесс нагнетания пара в нагнетательную скважину. Закачиваемый пар, из-за разницы плотностей, пробивается к верхней части продуктивного пласта, создавая увеличивающуюся в размерах паровую камеру. На поверхности раздела паровой камеры и холодных нефтенасыщенных толщин постоянно происходит процесс теплообмена, в результате которого пар конденсируется в воду и вместе с разогретой нефтью стекают вниз к добывающей скважине под действием силы тяжести. [5]
Метод применяется на глубинах менее 400 м с толщиной пласта более 15 м и вязкость нефти более 45000 мПа*c. Коэффициент извлечения нефти составляет приблизительно до 50% (на практике 25%). Для достижения рентабельности метода необходимо: достижение максимальной энергоэффективности, оптимальный процесс разделение нефти и воды, очистка воды для повторного использования в производстве пара.
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Тиманская НГО
Ярегское месторождение тяжелых высоковязких нефтей находится в Тиманской НГО. Месторождение было открыто в 1932 году,   общей площадью 40 км2 и включает в себя 13 продуктивных залежей. Оно представляет собой пластовую залежь, расположенную на своде и юго-востоке погружения Ухтинской антиклинальной складки. Главную роль играют отложения девона, представленные терригенными отложениями, мощность которых достигает до 1000 м. Возраст пласта-коллектора D2gv-D3f. Пористость – 26%, проницаемость – 2617 мД, нефтенасыщенность – 87%, а температура в пласте составляет – 6 ̊ С/5МПа.  Промышленная нефть залегает на глубине 130-300 м. Ее плотность составляет 0,945 г/см3, вязкость достигает до 15000 мП.с, температура в пласте составляет – 6 ̊ С, пластовое давление – 5МПа. (таб.2) Начальные геологические запасы нефти составляют – 82, 9 млн.т. На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 – 129 732 тыс.т, категории С2 – 6167 тыс.т.  (рис. 15)
Метод разработки месторождения – шахтно-скважинный. 

Таблица 2
Характеристика залежей Ярегского месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
М
	Общая/эфф.толщина пласта
М
	Пористость
%
	Проницаемость
мД
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы
%





	D2gv-D3f пл. III гор. D2st-D3ps
	Тер
	3,9
	82,9
	175
	21/21
	26
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,1

	D2gv пл. III гор. D2af
	Тер
	10,4
	19,2
	130
	12,4/10,7
	27
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	D2gv пл. III гор. D2af
	Тер
	-
	11,3
	130
	
	27
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	D2gv-D3f пл. III гор D2пл-D3ps
	Тер
	-
	112,5
	175
	21/21
	26
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,1

	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	Тер
	11,2
	6,8
	175
	3,4/3,5
	26
	2617
	87
	0,45
	15000
	1,1

	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	Тер
	30
	9,0
	175
	4,2/3,52
	24
	2617
	43
	0,945
	15000
	1,1

	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	тер
	1,8
	3,5
	130
	9,9/8,9
	27
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	D3ps
	тер
	1,8
	1,2
	130
	3,6/3,1
	27
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	D2gv-D3f пл. III 
	тер
	0,8
	2,3
	175
	15,2/13,8
	26
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	
тер 
	23,6
	51,4
	180
	15/10,9
	25
	1944
	86
	0,945
	15000
	1,1

	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps

	тер
	7,9
	2,3
	180
	1,5/1,5
	25
	1944
	86
	0,945
	15000
	1,4

	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	тер
	25,7
	50,3
	133
	/10,4
	24
	317
	85
	0,945
	15000
	1,1

	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	тер
	6,2
	1,8
	133
	1,5/1,5
	24
	317
	85
	0,945
	15000
	1,1














Рисунок 15 . Динамика добычи нефти, тыс.т (по данным Госбаланса).

Печоро-Колвинская НГО
Усинское месторождение находится в Печоро-Колвинской НГО,  было открыто в 1963 году и приурочено к антиклинальной складке, расположенной в южной части Колвинского мегавала. На месторождении выявлено 3 залежи, наиболее продуктивной является залежь с площадью 0,5 кв.км, расположенной в карбонатных отложениях среднекаменоугольно-нижнепермских отложениях ,  глубина залегания которого составляет 1108 м, общая мощность продуктивных пластов около 300м. Возраст терригенного пласта-коллектора – верхняя пермь с пористостью 20% и проницаемостью 50 мД. Нефтенасыщенность составляет 72%. Высота залежи 324 м. Начальное пластовое давление 12,1МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 3,4 млн.т, плотностью нефти – 0,923г/см3 и вязкостью в 206 мПас*c. (таб.3) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 – 187486 тыс.т, категории С2 – 1061 тыс.т. (рис.16)
Разрабатывается с применением тепловых методов воздействия. 

Таблица 3.
Характеристика залежей Усинского месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
Пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
М
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
мД
	Нефтена сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	P2 пл.P- v1

	Тер
	0,5
	3,4
	1108
	1/1
	20
	50
	72
	0,923
	206
	1,4

	P1+C
	Карб
	36,2
	212,5
	1260
	41,65/41,65
	19,8
	50
	77
	0,962
	710
	2,5

	P1+C
	Карб
	74,3
	521,0
	1260
	50,07/50,07
	19,8
	50
	77
	0,92
	710
	2,5






Рисунок 16. Динамика добычи нефти, тыс.т (по данным Госбаланса).


Чедтыйское месторождения территориально приурочено к Печоро-Колвинской НГО, открыто в 1987 году и располагается в южной части Колвинского мегавала, на территории которой выявлено 3 залежи. Залежь расположена в верхепермских отложениях, площадью 9,6 кв.м. Пласт-коллектор приурочен к терригенным отложениям верхней перми (P2) c пористостью 18,5%, проницаемостью – 144 мД и нефтенасыщенностью в 68%. Температура в пласте составляет 29  ̊ С, пластовое давление – 15 МПа.  Начальные геологические запасы нефти залежи составляют в 35,6 млн.т, плотность нефти – 0,956 г/см3 и вязкость – 35 мПас*c. (таб.4) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 – 2522 тыс.т, категории С2 - 1608 тыс.т.
Данных по разработке и добычи нет. Возможный способ разработки – тепловое воздействие на пласт.

Таблица 4.
Характеристика залежей Чедтыйского месторождения (по данным Госбаланса).

	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
мД
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	P2пл III

	тер
	9,6
	35,6
	1510
	7,43/7,43
	18,5
	144
	68
	0,956
	35
	1,8

	P2пл II
	тер
	3,7
	18,7
	1550
	9/9
	21
	50
	61
	0,948
	465
	1,5

	P2пл I

	тер
	6,8
	13,7
	1610
	8,11/8,11
	19
	30
	61
	0,932
	115,4
	1,4





Хорейверская НГО

Месторождение им. Романа Требса находится на территории Хорейверской НГО,  было открыто в 1993 году и приурочено к Садаягинской ступени Хорейверской впадины. На месторождении выявлено 2 залежи, наиболее продуктивной является залежь с площадью 13,7 кв.км, расположенной в карбонатных отложениях верхнего девона ,  на глубинах 3781-3897 м. Возраст карбонатного пласта-коллектора – верхний девон с пористостью 8%. Нефтенасыщенность составляет 87%. Начальное пластовое давление 1МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 4,4 млн.т, плотностью нефти – 0,92г/см3 и вязкостью в 145,7 мПас*c. (таб.5) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 – 42288тыс.т, категории С2 – 40329 тыс.т. (рис.17)
Месторождение разрабатывается тепловым методом.




Таблица 5.
Характеристика залежей месторождения им. Романа Требса (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
Пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	D3src+V
	Карб
	13,7
	4,4
	3781-3897
	/5,3
	8
	
	87
	0,907
	145,7
	1,8

	D3dm
	Карб
	5,2
	69,6
	3820-3910
	/9,0
	10
	
	
	0,907
	
	2,3



















Рисунок 17. Динамика добычи нефти, тыс.т (по данным Госбаланса).



Висовое месторождения территориально приурочено к Хорейверской  НГО, открыто в 1989 году. На территории месторождения выявлено 2 залежи. Запасы нефти связаны с карбонатными коллекторами верхнего девона и залегают в диапазоне глубин 3109-3200м. Пористостью 12%, проницаемость – 13мД и нефтенасыщенностью - 92%. Пластовое давление – 31,1 МПа.  Начальные геологические запасы нефти залежи составляют в 28,5 млн.т, плотность нефти – 0,918 г/см3 и вязкость – 9,9 мПас*c. На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 – 8223	тыс.т, категории С2 - 102 тыс.т.  (таб.6)
Добыча нефти за 2015 год – 499 тыс.т
Месторождение разрабатывается тепловыми методами.


Таблица 6.
Характеристика залежей Висового месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	D3fm-IV
	Карб
	48,2
	28,5
	3109-3185
	/8,4
	12
	13
	92
	0,918
	9,9
	2,3

	D2fm-III
	карб
	4,9
	1,7
	3157-
3182
	/4,5
	16
	
	80
	0,918
	9,9
	1,2




Тэдинское месторождения территориально приурочено к Хорейверской НГО, открыто в 1989 году. На территории месторождения выявлено 4 залежи. Залежь расположена в верхедевонских отложениях, площадью 2,3 кв.м на глубине 3125-3159 м. Пласт-коллектор приурочен к карбонатным отложениям верхнего девона c пористостью 16%, проницаемостью – 40 мД и нефтенасыщенностью в 94%. Температура в пласте составляет 75  ̊ С, пластовое давление – 34,6 МПа.  Начальные геологические запасы нефти з составляют в 0,74 млн.т, плотность нефти – 0,922 г/см3 и вязкость – 6,8 мПас*c. (таб.7)На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 – 410 тыс.т, категории С2 - 10 тыс.т. (рис.18)
Месторождение разрабатывается  тепловым методом.

Таблица 7.
Характеристика залежей Тэдинского месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
М
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
мД
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	Сев. Купол
D3fm,пл III
	Карб
	2,3
	0,74
	3125-3159
	2,3/2,3
	16
	40
	94
	0,922
	6,8
	2,4

	Южный купол
D3fm пл III а вост блок
	Карб
	6,6
	
	3156-3242
	26,8/26,8
	12,6
	510
	81
	0,925
	10,8
	2,4

	Сев куп
D3fm пл III а вост блок
	Карб
	2,0
	
	3171-3226
	13,7/13,7
	9,6
	10
	88
	0,924
	120
	2,6

	Юж куп
D3fm пл III а вост блок
	карб
	3,0
	
	3219-3263
	8,5/8,5
	11,4
	14
	70
	0,927
	10
	





Рисунок 18. Динамика добычи нефти, тыс.т (по данным Госбаланса).


Западно-Хоседаюское месторождение находится на территории Хорейверской НГО,  было открыто в 1985 году. На месторождении выявлено 2 залежи в рифогенных фаменских отложениях верхнего девона, наиболее продуктивной является залежь с площадью 44,4 кв.км, расположенной  на глубине 2989 м. Возраст карбонатного пласта-коллектора – верхний девон с пористостью 11%. Нефтенасыщенность составляет 88%. Начальное пластовое давление 29,9 МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 6 млн.т, плотностью нефти – 0,933 г/см3 и вязкостью в 83,45 мПас*c. (таб.8) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 – 26517 тыс.т, категории С2 - 2017	 тыс.т. 
Добыча нефти за 2015 год – 1596 тыс.т
Месторождение разрабатывается тепловыми методами.








Таблица 8.
Характеристика залежей Западно-Хоседаюского  месторождения (по данным Госбаланса)

	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	D2fm-IV
	карб
	44,4
	6
	2989
	1,67/1,67
	11
	
	88
	0,933
	83,45
	3,2

	D3fm-III

	карб
	32,4
	30,5
	3053-3122
	9,2/9,2
	15
	
	81
	0,931
	110,6
	2,9



Среднемакарихинское месторождение находится на территории Хорейверской НГО,  было открыто в 1970 году. На месторождении выявлено 2 залежи с площадью 3,2 кв.км, расположенной  на глубине 1696 м. Возраст карбонатного пласта-коллектора – верхний карбон с пористостью 16%, проницаемость – 80 мД.. Нефтенасыщенность составляет 85%. Начальное пластовое давление 18 МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 3,4 млн.т, плотностью нефти – 0,979 г/см3 и вязкостью в 127 мПас*c. (рис.9)  На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -19160	тыс.т, категории С2 – 339 тыс.т. (рис.19)
Месторождение разрабатывает

 Таблица 9.
 Характеристика залежей Среднемакарихинского месторождения (по данным Госбаланса).


	Возраст пласта-коллектора
	Литология
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина
Залежи
М
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	C3
	карб
	3,2
	3,4
	1696-
	48/8,4
	16
	80
	85
	0,979
	127
	2,6

	C3
	карб
	42,4
	22,3
	4194-
	95/25,5
	2,8
	3
	90
	0,939
	1,54
	0,3















Рисунок 19. Динамика добычи нефти, тыс.т (по данным Госбаланса).


Северо-Ошкотынское  месторождение находится на территории Хорейверской НГО,  было открыто в 1992 году и о расположено в центральной части Хорейверской впадины. На месторождении выявлено 3 залежи с площадью 9,2 кв.км, расположенной  на глубине 3104 м. Возраст карбонатного пласта-коллектора – верхний девон с пористостью 10,1%, проницаемость – 0,049 мкм2.. Нефтенасыщенность составляет 90%. Начальное пластовое давление 32,3 МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 12,6  млн.т, плотностью нефти – 0,928 г/см3 и вязкостью в 62 мПас*c. (таб.10) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -5512тыс.т, категории С2 -  0тыс.т. 
 Месторождение не разрабатывается (данных по добыче нет).

Таблица 10.
Характеристика залежей Северо-Ошкотынского  месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
Пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	D3fm-III
	Карб
	9,2
	12,6
	3104-
	17,34/17,34
	10,1
	
	90
	0,928
	62
	2,1

	D3fm-IIIa
	Карб
	9,2
	0,6
	3104-
	1,2/1,2
	7
	
	91
	0,931
	49,41
	1,7

	D3fm-IY
	Карб
	9,1
	0,5
	3146-
	1,2/1,2
	6
	
	94
	0,938
	485,7
	1,6




Варандей-Адьзвинская  НГО

Варандейское  месторождение находится на территории Варандей-Адьзвинской НГО,  было открыто в 1974 году и  находится в северной части вала Сорокина. На месторождении выявлена одна залежь с площадью 43,1 кв.км, расположенная  на глубинах 1285-1390 м. Возраст терригенного пласта-коллектора – нижний триас с пористостью 27%, проницаемость – 314 мД. Нефтенасыщенность составляет 70%. Начальное пластовое давление 13,2 МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 25,7  млн.т, плотностью нефти – 0,961 г/см3 и вязкостью в 28,2 мПас*c. (таб.11) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -189	тыс.т, категории С2 -  37 тыс.т. 
Месторождение не разрабатывается  (данных по добыче нет).

Таблица 11.
Характеристика залежей Варандейского месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	T1+T2 (харалейск.св)
	Тер
	43,1
	25,7
	1285-1390
	5,7/5,7
	27
	314
	70
	0,961
	128,2
	2,7




Западно-Лекейягинское месторождение расположено на территории Варандей-Адьзвинской  НГО,  было открыто в 1988 году. На месторождении выявлено несколько залежей, продуктивной является  залежь с площадью 32,9 кв.км, расположенная  на глубинах 1364-1534 м. Возраст карбонатного пласта-коллектора – нижний карбон с пористостью 13%, проницаемость – 16 мД. Нефтенасыщенность составляет 70%. Начальное пластовое давление 14  МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 85.7 млн.т, плотностью нефти – 0,952 г/см3. (таб.12) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -23080 тыс.т, категории С2 -  9021 тыс.т. 
Добыча нефти за 2015 год – 7 тыс.т
Предположительно месторождение разрабатывается  тепловыми способами.




Таблица 12.
Характеристика залежей Западно-Лекейягинского  месторождения (по данным Госбаланса).

	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
М
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	C1t
	карб
	32,9
	85,7
	1364-1534
	12,8/12,8
	13
	16
	70
	0,952
	
	2,0



Лабаганское  месторождение расположено на территории Варандей-Адьзвинская  НГО,  было открыто в 1985 году и приурочено к валу Сорокина. На месторождении выявлено  6 залежей, площадью 6,1 кв.км, расположенных   на глубинах 870-920 м. Возраст терригенного  пласта-коллектора – нижний триас с пористостью 24%, проницаемость – 180 мД. Нефтенасыщенность составляет 60%. Начальное пластовое давление 9,2  МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 8,8 млн.т, плотностью нефти – 0,963 г/см3. (таб.13) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -22922 тыс.т, категории С2 -  3760 тыс.т. 
Добыча нефти за 2015 год – 1 тыс.т
Предположительно месторождение разрабатывается  тепловыми способами.

Таблица 13.
Характеристика залежей Лабаганского  месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
Пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	T1 чаркабожская св.
	Тер
	6,1
	8,8
	870-920
	4,2/4,2
	24
	80
	60
	0,96
	
	2,6

	Т1 (базальный гор-т)

	Тер
	21,7
	15,8
	1070-1150
	5/5
	26
	262
	60
	0,948
	
	1,9

	Р2u
	Тер
	12,5
	17,5
	1120-1180
	8,6/8,6
	29
	240
	63
	0,963
	427
	1,9

	P1k
	Тер
	2,7
	1,4
	1150-1650
	3,9/3,9
	25
	24
	58
	0,964
	0,43
	2,3

	P1ar


	Тер
	28,5
	40,9
	1400-1500
	10,6/10,6
	22
	580
	69
	0,943
	72,9
	2,4

	P1as риф
	Тер
	2,8
	1,9
	1550-1650
	13,1/13,1
	9
	100
	61
	0,949
	0,2
	2,4



Наульское месторождение расположено на территории Варандей-Адьзвинской  НГО,  было открыто в 1979 году. На месторождении выявлено  3 залежей, площадью 27,3 кв.км, расположенных   на глубинах 870-920 м. Возраст терригенного  пласта-коллектора – верхний триас с пористостью 30%, проницаемость – 15 мД. Нефтенасыщенность составляет 78%. Начальное пластовое давление 8,9  МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 109,4 млн.т, плотностью нефти – 0,974 г/см3 и вязкостью – 260 мПа*c. (таб.14)
 На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -38869 тыс.т, категории С2 -  121317 тыс.т.
Месторождение не разрабатывается, эксплуатационное бурение.

Таблица 14.
Характеристика залежей Наульского  месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
М
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	Т2

	Тер
	27,3
	109,4
	850-920
	14,8/14,8
	30
	15
	78
	0,974
	260
	2,8

	Т2+1

	Тер
	23,4
	29,7
	950-1000
	3,9/3,9
	30
	42
	77
	0,994
	250
	3,4

	Т1-Р1
	Тер
	27,6
	45,7
	1180-1250
	11/11
	26
	68
	60
	0,942
	48,9
	2,2




Южно-Торавейское месторождение расположено на территории Варандей-Адьзвинской  НГО,  было открыто в 1980 годуи приурочено к валу Сорокина. На месторождении выявлено  3 залежей, площадью 4,3  кв.км, расположенных   на глубинах 960-1000 м. Возраст терригенного  пласта-коллектора – средний триас с пористостью 23%, проницаемость –  мД. Нефтенасыщенность составляет 65%. Начальное пластовое давление 9,7  МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 4,1 млн.т, плотностью нефти – 0,987 г/см3 и вязкостью – 360 мПа*c. На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -13022 тыс.т, категории С2 -  3065 тыс.т. (таб.15)
Добыча началась в 2014 году. Месторождение разрабатывается.
Добыча нефти за 2015 год – 46тыс.т

Таблица 15.
Характеристика залежей Южно-Торавейского месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
М
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	Т2
	тер
	4,3
	4,1
	960-1000
	10,7/10,7
	23
	
	65
	0,987
	
	2,5

	Т2+1
	тер
	16,3
	26,6
	1060-1120
	6/6
	25
	
	75
	0,967
	360
	2,5

	С1t-D2fm
	карб
	5,5
	8,9
	2395-2500
	18/18
	14
	
	80
	0,986
	80
	2,7



Тобойско-Мядсейское месторождение расположено на территории Варандей-Адьзвинской  НГО,  было открыто в 1984 году. На месторождении выявлена одна  залежь, площадью 20,1   кв.км, расположенная   на глубинах 2750-2844 м. Возраст карбонатного  пласта-коллектора – верхний девон  с пористостью 10%, проницаемость –  790 мД. Нефтенасыщенность составляет 90%. Начальное пластовое давление 28,8 МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 42,1 млн.т, плотностью нефти – 0,92 г/см3 и вязкостью – 17,1 мПа*c. (таб.16) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -42323 тыс.т, категории С2 -  29584 тыс.т.
Добыча нефти за 2015 год – 302 тыс.т
Месторождение разрабатывается. 
Таблица 16.
Характеристика залежей Тобойско-Мядсейского месторождения ((по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	D3f
	карб
	29,1
	42,1
	2750-2844
	18,8/18,8
	10
	790
	90
	0,92
	17,1
	2,9




Торавейское  месторождение расположено на территории Варандей-Адьзвинской  НГО,  было открыто в 1980 году. На месторождении выявлено 2  залежи, площадью 33,7   кв.км, расположенных  на глубинах 919-1053 м. Возраст терригенного  пласта-коллектора – верхний триас  с пористостью 24,2%, проницаемость –  250 мД. Нефтенасыщенность составляет 57%. Начальное пластовое давление 10,1 МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 63,3  млн.т, плотностью нефти – 0,961 г/см3 и вязкостью – 1867 мПа*c. (таб.17) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -28250 тыс.т, категории С2 -  5683 тыс.т.
Добыча нефти за 2015 год – 111 тыс.т
Предположительно месторождение разрабатывается  тепловыми способами.

Таблица 17.
Характеристика залежей Торавейского месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
М
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	Т1+2 пл. 
	Тер
	34,3
	63,3
	970-1050
	17/17
	28
	250
	65
	0,948
	34
	2,4

	T1-2t
	Тер
	66,5
	37,2
	1075-1120
	3,8/3,8
	25
	83
	75
	0,961
	76
	2,3




Северо-Предуральская НГО

Суборское месторождение расположено на территории Северо-Предуральской   НГО,  было открыто в 1987 году. На месторождении выявлена одна залежь, площадью 19,1   кв.км, расположенная  на глубинах 2430-2516 м. Возраст карбонатного  пласта-коллектора – нижняя пермь  с пористостью 14%, проницаемость –  120 мД. Нефтенасыщенность составляет 74%. Начальное пластовое давление 26 МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 20,6  млн.т, плотностью нефти – 0,946 г/см3 и вязкостью – 69 мПа*c. (таб.18) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -4005 тыс.т, категории С2 -  627тыс.т.
Добыча нефти за 2015 год – 61 тыс.т
Месторождение разрабатывается.
Таблица 18.
Характеристика залежей Суборского месторождения (по данным Госбаланса).

	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
М
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	P1
	карб
	19,1
	20,6
	2430-2516
	10,3/10,3
	14
	120
	74
	0,946
	58,1
	1,4




Пыжъельское месторождение расположено на территории Северо-Предуральской   НГО,  было открыто в 1985 году. На месторождении выявлены 3 залежи, площадью 5,7   кв.км, расположенные на глубинах 2679-2688 м. Возраст карбонатного  пласта-коллектора – нижняя пермь  с пористостью 19%, проницаемость –   64 мД. Нефтенасыщенность составляет 74%. Начальное пластовое давление 28,4 МПа. Залежь с начальными геологическими запасами нефти в 10,9  млн.т, плотностью нефти – 0,915 г/см3 и вязкостью –  12,9 мПа*c. (таб.19) На 2015 год извлекаемые запасы нефти категории А+В+С1 -1402 тыс.т, категории С2 -  2278 тыс.т.
Добыча нефти за 2015 год – 4 тыс.т
Месторождение разрабатывается.

Таблица 19.
Характеристика залежей Пыжъельского месторождения (по данным Госбаланса).
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
Кв.км
	Начальные геологические
Запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
Мкм2
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	P2u
	тер
	4,1
	27,9
	2505-2516
	5,2/5,2
	21
	64
	47
	0,914
	12,9
	1,4

	P1k
	тер
	3,8
	0,4
	2702-2707
	3/3
	21
	
	47
	0,956
	
	1,9

	P1ar
	карб
	5,7
	10,9
	2679-2688
	4/4
	19
	
	74
	0,915
	
	1,4










[bookmark: _Toc482548267][bookmark: _Toc483504336]6  ХАРАКТЕР ВЛИЯНИЯ РАЗЛИЧНЫХ ГЕОЛОГИЧЕСИХ ФАКТОРОВ НА КОЭФФИЦИЕНТ НЕФТЕИЗВЛЕЧЕНИЯ ТЯЖЕЛЫХ ВЫСОКОВЯЗКИХ НЕФТЕЙ


Структура остаточных запасов нефти по НГП России ухудшается за счет интенсивной выработки активной части запасов и увеличения трудноизвлекаемых нефтей. Ухудшаются показатели технолого-экономической эффективности их разработки и снижаются показатели нефтеизвлечения.
Коэффициент извлечения нефти (КИН) — отношение величины извлекаемых запасов к величине геологических запасов. Величина КИН зависит от геолого-физических и технических факторов:
· Литологии коллектора;
· Неоднородности продуктивного пласта;
· Проницаемости пород;
· Плотности нефти и её вязкости;
· Методов разработки;
· Способов интенсификации добычи и др.
Для эффективного развития нефтяной отрасли необходимо повышение КИН за счет методов увеличения нефтеотдачи (МУН).   

 Для значения КИН месторождений Тимано-Печорской провинции существует прямая зависимость от величины вязкости нефти. При вязкости нефти до 30 мПа*с среднее значение КИН достигает 0,36, при вязкости нефти более 30 мПа*с эта величина колеблется около 0,25. (рис.20) Так же на значения КИН влияет пористость коллекторов, при значении пористости меньше 15%, среднее значение КИН около 0,17, при пористости больше 20% среднее значение КИН около 0,24 (рис.21). Хорошо выражена обратная зависимость КИН от плотности нефти: с ее увеличением уменьшается коэффициент нефтеотдачи (рис. 22). 
Проведенные исследования по изменениям КИН от проницаемости и от степени выработанности  показали, что прямой зависимости от этих факторов нет.





Рисунок 20.  Зависимость КИН от вязкости нефти (по данным Госбаланса).
[image: ]
Рисунок 21.  Зависимость КИН от пористости коллекторов (по данным Госбаланса).



Рисунок 22.  Зависимость КИН от плотности нефти (по данным Госбаланса).

Рисунок 23. Зависимость КИН от проницаемости коллекторов (по данным Госбаланса).
















Рисунок 24. Зависимость КИН от степени выработанности залежей (по данным Госбаланса).
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Важнейшей задачей для провинций с истощенными ресурсами является обеспечение дополнительными запасами. Это задача вполне решаема даже в краткосрочной перспективе за счет трудноизвлекаемых запасов, широкомасштабное освоение которых тормозится в том числе и налоговой политикой государства. 
За последние годы (2011-2015) введены некоторые льготы по уплате налога на добычу полезных ископаемых (НДПИ). В соответствии с НК РФ статья 342.1 п.9 налогообложение предприятий производится по ставке 0% при добыче сверхвязкой нефти, добываемой из участков недр, содержащих нефть вязкостью более 10 000 мПа*с (в пластовых условиях). Были введены понижающие коэффициенты НДПИ для старых месторождений, степень выработанности которых превышает 80%. Но на практике все осложнялось тем, что до 2009 года эти льготы могли быть применены лишь при наличии раздельного учета льготируемой нефти, что приводит к дополнительным издержкам. 
За рассматриваемый период (2011-2015гг.) общий объем запасов нефтяных месторождений европейской части России по категориям АВС1 увеличился на 13%, в том числе тяжелые нефти – на 34%, однако нельзя сказать, что доля тяжелых нефтей в общей сумме запасов сильно возросла (рис 25.) [4]


Рисунок 25.  Доля тяжелых нефтей в запасах Европейской части России в 2011 и 2015 году.[9]
За периоды введения налоговых льгот величина запасов тяжелых нефтей в Приволжском федеральном округе увеличилась на 38%, в ряде регионов (Самарская область, Республика Башкортостан) это значение увеличилось почти в два раза (рис.26). Суммарная добыча нефти в европейской части России возросла на 16%, добыча ТН росла примерно такими же темпами, но существенно отличалась от прироста запасов (рис. 26 и 27). Темпы разработки тяжелых нефтей не соответствуют их возросшей доли в структуре запасов.
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Рисунок 26. Изменения запасов легких и тяжелых нефтей относительно 2011 г.[4]
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Рисунок 27. Доля тяжелых нефтей в запасах и добыче нефти[4]

Промышленное освоение тяжелых нефтей идет медленными темпами. Одной из главных причин остается – низкая рентабельность и отсутствие мощностей по их переработке. При высокой себестоимости ТН, качество нефти и продуктов переработки ниже. 
Несмотря на положительные тенденции, произошедшие за 2011-2015 годы, система НДПИ требует усовершенствования, льготы распространяются только частично (на месторождения СВН и мелкие месторождения). С 1 июля 2012 года понизилась экспортная пошлина на ТН и природные битумы. Однако, для того чтобы воспользоваться этими налоговыми льготами, предприятие должно осуществить вложения на организацию раздельного учета добываемой СВН, что еще больше повышает ее себестоимость.
Большие надежды возлагает государство на Федеральный закон №213-ФЗ от 23.07.2013 о стимулировании разработки трудноизвлекаемых запасов нефти, в котором предусматривается дифференциация ставки НДПИ в зависимости от показателя проницаемости коллектора, степени выработанности месторождения и размера нефтенасыщенного пласта. К ставке НДПИ вводится понижающий коэффициент Кд:
· 0 – для нефти из конкретной залежи углеводородного сырья, отнесенной к баженовской, абалакской, хадумской и доманиковой свит;
· 0,2 – для нефти, добываемой из конкретной залежи с проницаемостью не более 0,002 мкм2 и толщиной пласта не более 10 м;
· 0,4 - для нефти, добываемой из конкретной залежи с проницаемостью не более 0,002 мкм2 и толщиной пласта более 10 м;
· 0,8 – для нефти из конкретной залежи тюменской свиты [12]
Кроме того, при добыче трудноизвлекаемой нефти может применяться дополнительный понижающий коэффициент Кдв (коэффициент выработанности), рассчитываемый для конкретной залежи.
Данные коэффициенты будут применяться с месяца, в котором степень выработанности запасов залежи углеводородного сырья превысила 1%.  
Коэффициент  для нефтей баженовской, абалакской, хадумской, доманиковой и тюменской свит применяется до истечения 180 налоговых периодов, для коллекторов проницаемостью менее 0,002 мкм2 – до истечения 120 налоговых периодов.
Для применения понижающего коэффициента Кд должны соблюдаться следующие условия:
· нефть добывается из скважин, работающих исключительно на залежах трудноизвлекаемых запасов
· соблюдаются требования к проведению измерений, на основе которых  определяется количество добываемой нефти;
· нефть добывается из залежей, степень выработанности запасов которых на 1 января 2012 года составляет менее 3% либо запасы по которым поставлены на государственный баланс после указанной даты.
Степень выработанности залежи углеводородного сырья будет определяться налогоплательщиком самостоятельно, а показатели проницаемости и эффективной нефтенасыщенной толщины пласта - в порядке, определенном правительством. 
Кроме того, правительство сможет устанавливать особые формулы расчета ставок вывозных таможенных пошлин на  нефть, добываемую на месторождениях, более 80% запасов которых составляет тюменская свита. Ставки пошлин, рассчитанные по таким формулам, не могут превышать следующих значений:
· 0% при цене нефти марки «Юралс» не более 50 долл./барр.
· 45% * (Цена нефти (долл./барр.) – 50) при цене нефти более 50 долл./барр.
На стадии подготовки законопроекта дискуссию вызывал вопрос о прямом раздельном учете трудноизвлекаемой нефти. Для получения льготы по налогу на добычу полезных ископаемых необходимы были бы капитальные вложения. К примеру, «Сургутнефтегаз» подсчитал, что от применения понижающего коэффициента НДПИ до 2020 года, добывая дополнительно 9,4 млн. т нефти, получит доход в 39,4 млрд. руб. при затратах на организацию раздельного учета нефти в 47,7 млрд. руб. [12] Очевидно, что такой законопроект не стимулировал бы нефтедобывающие компании.
Для государства остаются опасения, что предприятия будут указывать как трудноизвлекаемую всю нефть на месторождении, так запасы большинства из них смешанные.
Помимо введения понижающих коэффициентов, в 2016 году базовая ставка НДПИ на нефть составляла  857 рублей рублей за тонну, в 2017 годовая ставка окзалась на уровне 919 рублей за тонну. [13] Повышение НДПИ, разумеется, негативно для всех компаний. В первую очередь для тех, у кого будет происходить рост объемов добычи в регионах не попадающих под льготное налогообложение (такие компании как ЛУКОЙЛ, "Сургутнефтегаз"). Рост налога на добычу в меньшей степени должен повлиять на "Башнефть", «Татнефть» поскольку основные месторождения компании выработаны и на них действует понижающая ставка НДПИ. [7] 
Предполагается, что законопроект будет стимулировать недропользователей к повышению КИН, получению дополнительной добычи и соответственно поступлениям в бюджет, что выгодно как предприятиям, так и государству.
В целом, оценить роль нововведений в налоговой политике трудно, потому что большую часть трудноизвлекаемых запасов Тимано-Печорской провинции составляют нефти с вязкостью до 10 000 мПа ( а это 80% всех запасов), которые под льготное налогообложение не попадают. Доля нефтей с вязкостью более 10 000 мПа составляет всего 4% запасов, на коллектора с проницаемостью менее 0,002 мкм2 приходится менее 0,7% запасов и 1% всех залежей. Следовательно, для нефтедобывающих компаний на территории Тимано-Печорской провинции наибольший интерес представляют льготы, связанные с понижающим коэффициентом выработанности запасов. 
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            Тимано-Печорская нефтегазоносная провинция – старейший нефтедобывающий регион. В настоящее время месторождения с запасами легкоизвлекаемой нефти вырабатываются опережающими темпами, а запасы трудноизвлекаемых нефтей растут  в структуре запасов и преобладают в ряде регионов с падающей добычей. На сегодняшний день исследование залежей тяжелых высоковязких нефтей и перспектив его освоения – актуальная задача. 
 В ходе выполнения работы была изучена сырьевая база трудноизвлекаемых запасов Тимано-Печорской провинции, их распространение и изменение по площади и разрезу. 
Наибольшие запасы тяжелой высоковязкой нефти содержатся в верхневизейско-артинском и среднедевонско-нижнефранском НГК, и следовательно, эти отложения интересны для дальнейшей добычи. НГК находятся на глубинах от 150 до 1500 м, средняя плотность – 0,94 г/см3, коллектора обладают хорошей проницаемостью (средняя проницаемость – 0,7), вязкость сильно варьирует, достигая на некоторых месторождениях до 15000 мПа*с. Нефти Тимано-Печорской в основном парафинистые (среднее содержание 2,5%), сернистые (варьирует от 0,5 до 2,8%), смолистость изменяется от 5-17%. 
В настоящее время при разработке месторождений тяжелых высоковязких нефтей в мире, наиболее часто, применяются холодные  и тепловые способы с применением методов CHOPS, VAPEX, SAGD и внутрипластового горения. На территории Тимано-Печорской провинции месторождения тяжелых высоковязких нефтей разрабатываются преимущественно шахтным (шахтно-скважинным) и тепловыми способами (внутрипластового горения, ПЗС), но также возможно разработка методом SAGD.
Для значения КИН месторождений Тимано-Печорской провинции существует прямая зависимость от величины вязкости нефти. Также на КИН влияет значения по пористости и плотности нефти. А проведенные исследования по изменениям КИН от проницаемости и от степени выработанности   показали, что прямой зависимости от этих факторов нет.
Освоение месторождений тяжелых высоковязких нефтей в пределах Тимано-Печорской провинции идет медленными темпами, в то время как, Республика Татарстан достигла больших успехов. Но несмотря на некоторые существенные достижения в добыче и переработке трудноизвлекаемых запасов, комплексного промышленного освоения месторождений с такими запасами не наблюдается. Технологические и экономические показатели добываемого сырья не сопоставимы с показателями обычной нефти.
Введенные за последние годы льготы по НДПИ не оказали существенного влияния на освоение запасов тяжелых нефтей, хотя положительные тенденции и присутствуют, но система налогообложения по-прежнему остается сложной. Залежи трудноизвлекаемых запасов разрабатываются не так эффективно, как могли бы, что в конечном итоге не выгодно как государству, так и недропользователям.
Решение проблемы освоения тяжелых высоковязких нефтей заключается в усовершенствовании технологий добычи, переработки, извлечении ценных компонентов и в стимулировании государства к их разработке.
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ПРИЛОЖЕНИЕ №1
Таблица 20.
Характеристика месторождений тяжелых высоковязких Тимано-Печорской НГП

	Месторождение 
	Возраст пласта-коллектора 
	Литология 
пласта
	Площадь залежи
кв.км
	Начальные геологические
запасы нефти
Млн.т
	Глубина 
Залежи
м
	Общая/эфф.
толщина пласта
м
	Пористость
%
	Проницаемость
мД
	Нефтена
сыщенность
%

	Плотность
г/см3
	Вязкость
мПа.c
	Содержание серы

%





	Тэдинское
	Сев. Купол
D3fm,пл III
	карб
	2,3
	0,74
	3125-3159
	2,3/2,3
	16
	40
	94
	0,922
	6,8
	2,4

	
	Южный купол
D3fm пл III а вост блок
	карб
	6,6
	
	3156-3242
	26,8/26,8
	12,6
	510
	81
	0,925
	10,8
	2,4

	
	Сев куп
D3fm пл III а вост блок
	карб
	2,0
	
	3171-3226
	13,7/13,7
	9,6
	10
	88
	0,924
	120
	2,6

	
	Юж куп
D3fm пл III а вост блок
	карб
	3,0
	
	3219-3263
	8,5/8,5
	11,4
	14
	70
	0,927
	10
	

	Варандейское
	T1+T2 (харалейск.св)
	тер
	43,1
	25,7
	1285-1390
	5,7/5,7
	27
	314
	70
	0,961
	128,2
	2,7

	Торавейское
	Т1+2 пл. 
	тер
	34,3
	63,3
	970-1050
	17/17
	28
	250
	65
	0,948
	34
	2,4

	
	T1-2t
	тер
	66,5
	37,2
	1075-1120
	3,8/3,8
	25
	83
	75
	0,961
	76
	2,3

	[bookmark: OLE_LINK3]Западно-Лекейягинское
	C1t
	карб
	32,9
	85,7
	1364-1534
	12,8/12,8
	13
	16
	70
	0,952
	
	2,0

	Тобойско-Мядсейское
	D3f
	карб
	29,1
	42,1
	2750-2844
	18,8/18,8
	10
	790
	90
	0,92
	17,1
	2,9

	Лабаганское
	T1 чаркабожская св.
	тер
	6,1
	8,8
	870-920
	4,2/4,2
	24
	80
	60
	0,96
	
	2,6

	
	Т1 (базальный гор-т)

	тер
	21,7
	15,8
	1070-1150
	5/5
	26
	262
	60
	0,948
	
	1,9

	
	Р2u
	тер
	12,5
	17,5
	1120-1180
	8,6/8,6
	29
	240
	63
	0,963
	427
	1,9

	
	P1k
	тер
	2,7
	1,4
	1150-1650
	3,9/3,9
	25
	24
	58
	0,964
	0,43
	2,3

	
	P1ar
	тер
	28,5
	40,9
	1400-1500
	10,6/10,6
	22
	580
	69
	0,943
	72,9
	2,4

	
	P1as риф
	тер
	2,8
	1,9
	1550-1650
	13,1/13,1
	9
	100
	61
	0,949
	0,2
	2,4

	Наульское
	Т2

	тер
	27,3
	109,4
	850-920
	14,8/14,8
	30
	15
	78
	0,974
	260
	2,8

	
	Т2+1

	тер
	23,4
	29,7
	950-1000
	3,9/3,9
	30
	42
	77
	0,994
	250
	3,4

	
	Т1-Р1
	тер
	27,6
	45,7
	1180-1250
	11/11
	26
	68
	60
	0,942
	48,9
	2,2

	[bookmark: OLE_LINK4]Южно-Таравейское
	Т2
	тер
	4,3
	4,1
	960-1000
	10,7/10,7
	23
	
	65
	0,987
	
	2,5

	
	Т2+1
	тер
	16,3
	26,6
	1060-1120
	6/6
	25
	
	75
	0,967
	360
	2,5

	
	С1t-D2fm
	карб
	5,5
	8,9
	2395-2500
	18/18
	14
	
	80
	0,986
	80
	2,7

	Западно-Хоседаюское
	D2fm-IV
	карб
	44,4
	6
	-2989
	1,67/1,67
	11
	
	88
	0,933
	83,45
	3,2

	
	D3fm-III

	карб
	32,4
	30,5
	3053-3122
	9,2/9,2
	15
	
	81
	0,931
	110,6
	2,9

	Северо-Ошкотынское
	D3fm-III
	карб
	9,2
	12,6
	3104-
	17,34/17,34
	10,1
	
	90
	0,928
	62
	2,1

	
	D3fm-IIIa
	карб
	9,2
	0,6
	3104-
	1,2/1,2
	7
	
	91
	0,931
	49,41
	1,7

	
	D3fm-IY
	карб
	9,1
	0,5
	3146-
	1,2/1,2
	6
	
	94
	0,938
	485,7
	1,6

	Среднемакарихинское
	C3
	карб
	3,2
	3,4
	1696-
	48/8,4
	16
	80
	85
	0,979
	127
	2,6

	
	C3
	карб
	42,4
	22,3
	4194-
	95/25,5
	2,8
	3
	90
	0,939
	1,54
	0,3

	Ярегское
	D2gv-D3f пл. III гор. D2st-D3ps
	тер
	13,9
	82,9
	175
	21/21
	26
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,1

	
	D2gv пл. III гор. D2af
	тер
	10,4
	19,2
	130
	12,4/10,7
	27
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	
	D2gv пл. III гор. D2af
	тер
	-
	11,3
	130
	
	27
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	
	D2gv-D3f пл. III гор D2пл-D3ps
	тер
	-
	112,5
	175
	21/21
	26
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,1

	
	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	тер
	11,2
	6,8
	175
	3,4/3,5
	26
	2617
	87
	0,45
	15000
	1,1

	
	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	тер
	30
	9,0
	175
	4,2/3,52
	24
	2617
	43
	0,945
	15000
	1,1

	
	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	тер
	1,8
	3,5
	130
	9,9/8,9
	27
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	
	D3ps
	тер
	1,8
	1,2
	130
	3,6/3,1
	27
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	
	D2gv-D3f пл. III 
	тер
	0,8
	2,3
	175
	15,2/13,8
	26
	2617
	87
	0,945
	15000
	1,9

	
	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	
тер 
	23,6
	51,4
	180
	15/10,9
	25
	1944
	86
	0,945
	15000
	1,1

	
	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps

	тер
	7,9
	2,3
	180
	1,5/1,5
	25
	1944
	86
	0,945
	15000
	1,4

	
	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	тер
	25,7
	50,3
	133
	/10,4
	24
	317
	85
	0,945
	15000
	1,1

	
	D2gv-D3f пл. III гор D2st-D3ps
	тер
	6,2
	1,8
	133
	1,5/1,5
	24
	317
	85
	0,945
	15000
	1,1

	Чедтыйское
	P2пл III

	тер
	9,6
	35,6
	1510
	7,43/7,43
	18,5
	144
	68
	0,956
	35
	1,8

	
	P2пл II
	тер
	3,7
	18,7
	1550
	9/9
	21
	50
	61
	0,948
	465
	1,5

	
	P2пл I

	тер
	6,8
	13,7
	1610
	8,11/8,11
	19
	30
	61
	0,932
	115,4
	1,4

	[bookmark: OLE_LINK5]Пыжъельское
	P2u
	тер
	4,1
	27,9
	2505-2516
	5,2/5,2
	21
	64
	47
	0,914
	12,9
	1,4

	
	P1k
	тер
	3,8
	0,4
	2702-2707
	3/3
	21
	
	47
	0,956
	
	1,9

	
	P1ar
	карб
	5,7
	10,9
	2679-2688
	4/4
	19
	
	74
	0,915
	
	1,4

	Суборское
	P1
	карб
	19,1
	20,6
	2430-2516
	10,3/10,3
	14
	120
	74
	0,946
	58,1
	1,4

	Усинское
	P2 пл.P-1v

	тер
	0,5
	3,4
	1108
	1/1
	20
	50
	72
	0,923
	206
	1,4

	
	P1+C
	карб
	36,2
	212,5
	1260
	41,65/41,65
	19,8
	50
	77
	0,962
	710
	2,5

	
	P1+C
	карб
	74,3
	521,0
	1260
	50,07/50,07
	19,8
	50
	77
	0,92
	710
	2,5

	Им. Романа
Требса
	D3src+V
	Карб
	13,7
	4,4
	3781-3897
	/5,3
	8
	
	87
	0,907
	145,7
	1,8

	
	D3dm
	Карб
	5,2
	69,6
	3820-3910
	/9,0
	10
	
	
	0,907
	
	2,3

	Висовое 
	D3fm-IV
	Карб
	48,2
	28,5
	3109-3185
	/8,4
	12
	13
	92
	0,918
	9,9
	2,3

	
	D2fm-III
	карб
	4,9
	1,7
	3157-
3182
	/4,5
	16
	
	80
	0,918
	9,9
	1,2
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ПРИЛОЖЕНИЕ №2
Таблица 21.
Способы разработки месторождений тяжелых высоковязких нефтей

	Способ 
	Метод
	Глубины, м

	Коэфф.нефтеотдачи, %
	Плотность, г/см³
	Вязкость,
мПа*c

	Преимущества технологии
	Недостатки
технологии
	Примеры  
использования

	карьерные
	открытый
	До 50 м
	65-85%
	0,97 

	3·10−3 м²/с
	выгодный
	
	Атабаска (Канада)

	шахтные
	очистной
	До 200 м
	До 45%
	
	
	Выгодный при наличии в породе редких металлов 
	
	Керн-Ривер и Норт-Тисдейл (США)

	
	шахтно-скважинный

	До 400 м
	Низкий 
	0,94
	До 15000
	
	Большое кол-во бурения по пустым породам
	Ярегское месторождение 

	
	термо-шахтный
	До 800 м
	До 50%
	0,94
	До 15000
	
	Сложен в управлении
	Ярегское месторождение


	холодные
	”CHOPS”
(с выносом пластового песка)
	230-460 м
	До 10%
	0
	<2000 мПа*c (ближе к среднему пределу)
	Толщина продуктивных пластов не играет роли, низкая стоимость
	Низкий темп добычи, ограничения пo max вязкости, вынос песка, непродолжительный срок эксплуатации скважин, ускоренное обводнение пластов
	Западно-Канадский бассейн, Каражанбас,
месторождение Ллойдминстер, (Канада)



	
	”VAPEX”
	глубинный
	До 60%
	
	> 600 мПа*с 

	Низкие затраты энергии
	Низкий темп добычи, 
ограничения пo max вязкости, неопределенность в затратах 

	Канада



	тепловые
	внутрипластовое горение
	100-2000, толщина 
2-45 м
	55%
	
	< 10 мПа*c
	
	Применение мер по охране ОС и утилизации продуктов горения
	Румыния

	
	ПЗС (паротепловые обработки в призабойной зоне пласта)
	До 1,5 км
	15-20%
	
	>50 мПа*c
	
	Высокая энергоемкость
	



	
	Закачка в пласт теплоносителей
	До 1000 м, толщина >10м
	
	
	>10 мПа*c
	
	
	Охинское 

	
	Парогравитационный SAGD
	<400 м, толщина >15м
	25-50%
	
	До 45000 мПа*с

	При благоприятных условиях КИН достигает 75%; процесс добычи нефти происходит непрерывно; баланс между получением пара в условиях забоя и потерями тепла, как результат - максимальные объемы извлечения; оптимальный суммарный паронефтяной коэффициент.

	Для достижения рентабельности: достижение максимальной энергоэффективности;
оптимальный процесс разделение нефти и воды;
очистка воды для повторного использования в производстве пара.

	Республика Татарстан 




Геологические запасы, млрд. м3	
Южная Америка	Ближний Восток	Северная Америка	Россия	Восточная Азия	Африка	Европа	Юго-Восточная Азия и Океания	Закавказье и Средняя Азия	Южная Азия	179.0	154.0	103.0	28.0	26.0	13.0	11.0	10.0	8.0	2.0	

Извлекаемые запасы тяжелой нефти, млн.тонн	
Северо-Западный ФО	Южный ФО	Северо-Кавказский ФО	Приволжский ФО	Уральский ФО	Сибирский ФО	Дальневосточный ФО	Шельф РФ	436.0369999999993	7.708	1.948	844.297	651.59	3.544	7.487	27.68	

вязкость 	>	30, карб.	O2-D1	D2-D3f	D3dm-C1t	C1v2-P1ar	P1k-P2	T	0.0	0.0	96163.0	191089.0	0.0	0.0	вязкость 	>	30, терр.	O2-D1	D2-D3f	D3dm-C1t	C1v2-P1ar	P1k-P2	T	0.0	135899.0	0.0	0.0	10145.0	69591.0	вязкость 	<	30, карб.	O2-D1	D2-D3f	D3dm-C1t	C1v2-P1ar	P1k-P2	T	2323.0	2316.0	0.0	0.0	0.0	



Динамика добычи нефти,тыс. т	2012.0	2015.0	670.0	690.0	


Динамика добычи нефти,тыс. т	2013.0	2014.0	2015.0	2506.0	2605.0	2610.0	


добыча нефти,тыс. т	2013.0	2014.0	2015.0	291.0	828.0	1400.0	


добыча нефти,тыс. т	2008.0	2015.0	1042.0	18874.0	


Динамика добычи нефти,тыс. т	2004.0	2015.0	56.0	404.0	


Вязкость	0.094	0.4	0.518	0.411	0.1	0.15	0.1	0.251	0.409	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.3	0.4	0.4	0.4	0.4	0.4	0.1	0.104	0.31	0.35	0.23	0.25	0.15	0.15	0.23	0.2	0.33	0.33	0.4	0.3	0.286	0.348	0.35	0.35	0.1	0.1	0.1	6.8	10.7	2.0	10.7	128.2	1867.0	76.0	0.0	17.1	0.0	30.1	30.1	356.0	72.9	101.0	260.0	250.0	48.9	2794.0	1584.0	576.0	11.6	11.6	62.0	49.41	485.7	127.0	1.54	1150.4	30.1	115.4	12.91	58.09	58.09	69.0	242.0	710.0	710.0	97.83	0.0	6.56	6.56	15000.0	15000.0	12000.0	12000.0	12000.0	КИН

Вязкость, мПа*c


Плонтость, г/см3	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.3	0.4	0.4	0.4	0.4	0.4	0.1	0.1	0.31	0.35	0.23	0.25	0.15	0.15	0.23	0.2	0.33	0.45	0.3	0.345	0.286	0.1	0.35	0.35	0.35	0.35	0.35	0.35	0.1	0.35	0.35	0.35	0.35	0.35	0.41	0.318	0.318	0.4	0.1	0.15	0.15	0.251	0.445	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.974	0.994	0.943	0.987	0.967	0.986	0.933	0.931	0.928	0.931	0.938	0.979	0.939	0.956	0.948	0.932	0.914	0.956	0.915	0.945	0.923	0.962	0.907	0.907	0.918	0.918	0.945	0.945	0.945	0.945	0.945	0.945	0.945	0.945	0.945	0.945	0.945	0.945	0.945	0.922	0.925	0.924	0.927	0.961	0.948	0.961	0.952	0.92	0.96	0.948	0.969	0.964	0.943	0.949	КИН

Плонтость, г/см3


Проницаемость,мкм2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.3	0.4	0.4	0.4	0.4	0.4	0.1	0.1	0.31	0.35	0.23	0.25	0.15	0.15	0.23	0.2	0.33	0.45	0.3	0.345	0.286	0.1	0.35	0.35	0.35	0.35	0.35	0.35	0.1	0.35	0.35	0.35	0.35	0.35	0.41	0.318	0.318	0.4	0.1	0.15	0.15	0.251	0.445	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.015	0.042	0.068	0.0071	0.0116	0.0	0.083	0.02	0.049	0.049	0.049	0.08	0.003	0.144	0.05	0.03	0.064	0.049	0.0573	0.3	0.05	0.05	0.0	0.0	0.013	0.013	2.617	2.617	2.617	2.617	2.617	2.617	2.617	2.617	2.617	1.944	1.944	0.317	0.317	0.04	0.51	0.01	0.014	0.314	0.25	0.083	0.016	0.79	0.024	0.026	0.029	0.025	0.022	0.009	КИН

Проницаемость,мкм2


степень выработонности 	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.3	0.4	0.4	0.4	0.4	0.4	0.1	0.1	0.31	0.35	0.23	0.25	0.15	0.15	0.23	0.2	0.33	0.45	0.3	0.345	0.286	0.1	0.35	0.35	0.35	0.35	0.35	0.35	0.1	0.35	0.35	0.35	0.35	0.35	0.41	0.318	0.318	0.4	0.1	0.15	0.15	0.251	0.445	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.2	0.0	0.0	0.0	0.0	0.0	0.0	0.0	0.0	0.0	0.0	0.0	0.0	0.1	1.29	0.29	4.23	1.31	0.0	0.0	6.659999999999996	27.68	28.36	24.87	0.69	0.0	3.26	5.41	5.63	5.63	5.63	5.63	5.63	5.63	5.41	5.63	5.63	5.63	5.63	5.63	38.5	14.63	87.51	21.04	0.0	1.36	1.36	0.0	2.02	0.0	0.0	0.0	0.0	0.0	0.01	КИН

Степень выработонности, %


2011 г.
Продажи	
Тяжелые нефти	75.0	25.0	2015 г.
Продажи	
Тяжелые нефти	71.0	29.0	image2.png
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AﬂeBpI/ITbI, MINHbI aNneBpunTOBbIE, NeCKN 3eJieHOBaTOo-Ccepble, C
BKNKOYEeHNAMU rpaBnAa U IMMOHUTU3NPOBAHHDIX KOHKpGLWIVI campepuTa.
[MyHbI 1 CYIMNHKN TeMHO-Cepble, NMNTOTHbIe, C HepaBHOMEPHbIM
BKlOHeHnem prnHOO6ﬂ0MOqHOFO mMaTtepuarna n pegkmnx pakoBnH
MOJUTOCKOB. [1eckn v rmuHbl cnoncTble A0 NeHTOYHOBUAHDbIX C
npocIoAMmn OTOpd)OBaHVlﬂ N peadknMn KpyrnHbiIMn IMH30BNAHbIMIA
TellaMun Topd)a. MNeckn n cynecu, noueearbie CYyrmmMHKA U TNUHDI C)/6I'0-
PWN30HTAJIbHO CJTONCTbIe 00 JIEHTOYHOBUOHDIX.

| 306-

Meckn cepble, MeNKO-, pexe cpefHe- N KPpYNnHO3epPHUCTbIE.
KBapunonepownatoBble, C MPUMeCbIo rpaBusA U rajibku.

[MnHbI TEMHO-CepblE, yHaCTKaMUn 3eNeHble C rN1ayKOHUTOM, HEpaBHOMEPHO
aneBpuUTUCTble, Nepexoaawme B aneBponnTbl, BA3KMe, NNOTHbIE, CSIONCTbIE.

900

1100

IOpcKasa

.- » LR . - L) . . . . » . L
" - - " - - - - i 3 97 AneBpon UTbl Cepble, CBETNO-Cepble, IMUHNCTbIE, cnabo N3BeCTKOBUCTbIE,
g e |y Seme o | e G | S — MeJIKO-, CpeaHe3epHNCTbIe, MOJIMMUKTOBbDIE.
= — m— — — — — —, —— [M1HbI TEeMHO-Cepble, 3e/1eHOBATO-Cepble, [ayKOHUTOBbIE,
= 2 O 5 — | cnaboaneBpUTUCTbIE, N3BECTKOBUCTBIE, MPOC/IOAMI NepexoaslLme B
§ J I ' ' y ' ' ' K apryIINT, yUacTKaMu nepemaTble. ANeBpONUTH Cepble, MENIKO3ePHUCTbIE,
o 3 L Sl g B G R 3 FR A2 B MNOTHBIE, MaCCUBHBIE, MMHUCTBIE. MOMMMUKTOBBIE, yUaCTKaM1 N3BECTKOBUCTHIE.
)
om

261

Meckn cepble, 3eNleHOBaTO-Cepble, MeNlIKo- U CpeAHe3epHNCTbIe, KBapLunoseBoLllnaToBble,
HepaBHOMEPHO N3BeCTKOBUCTbIE, C NMPUMeChbIO rpaBuA 1 raJibkKu.

HWxXHWn+
CpegHui

J1+2

91-
150

NMecuaHunkn cepele, 4O CBETNO-CepbiX CO cabbiMm 2eeHOBaTEIM OTTEHKOM, Pa3HO3epHUCTEIE,
MONVMNKTOBBLIE, CNIONCTEIE, CIOAVCTEIE, PhIXMbIe, KBapueeble, cuy Tnpoea
KapB6OoHATHO-MMVHMCTEIM LIEMEHTOM, € EAVUHUUHBIMW FANBEKaMN KPeMHA, € MHOIMOUMCNeHHBIMN
o6yrneHHbIMN PacTUTEeNBEHEIMN OcTaTKkamun. MuHBI TEeMHO-cepeie, cepble, 3eneHoBaTo-cepble
MAacTUUHBIE, BAZKMNE, aNeBpUTUCTEIE, TOHKOOTMYUEHHBIE, € MHOroOUNCcneHHbIMn oGy rneHHsIMn
PacTUuTenbeHbIMM OCTaTKaMm No NMNMoOoCcKoCTAM HacnoeHunA. Anesponmbl cepbie, pazHO2epHVUCTEIe,
MOAVIMMKTOBBIE, MIVMHWNCTBIE, MaCcCBHBIE, peXke crnnovcThele.
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328

[MWHbI 3eNeHOBATO-Cepble 10 UEPHbIX, pexe Oy pble, aprunanTonogoOHble, TOHKOOTMYUEH-
Hble, CIOANCTbIE, NNIMTUATBIE C PAKOBUCTLIM U3MTOMOM, C YaCTbIMI MIOCKOCTAMM
CKOMbXEHISA, MOKPLITbIMU FPyOOoi NapanienbHoN WTPUXOBKOW, yUacTKamu IMH30BUAHO-
CIOUCTBIE 3a CYET NPUCLINOK NECUAHNCTOrO MaTepuana.

MecuaHVKK CBETIO-CEPbIE, 3e/IEHOBATO-CEPbIE, MONMMUKTOBbIE, KBApLIEBbIE,
Pa3HO3EPHNCTbIE, yUaCTKaMU CNabOTNMHNCTbIE U CNabon3BECTKOBUCTbIE, MACCUBHBIE,
NPOCNOAMI KOCOCTIONCTBIE 3a CUET OBMIbHBIX NPUMECEN FNHUCTOTO MaTepuana,
cnabocLemeHTpoBaHHble. OTMeUaKTCA pefKue YNOLLEHHbIE rafbKui TEeMHO-CepOoi
TNUHbI.

AneBponuTbl 3eN1eHOBATO-CEPbIE, OT CUMbHO MWUHUCTBIX A0 CUABHO NECUAHNCTIX.

CpeaHui

T2an

Hu»XHnm

T1hr

| 64-140

[nuHbI KMPNUYHO- 1 GYPOBBTO'KOPM‘-IHEBNG, 6HEAHO'¢VIOHE'TOBI>I€ C OXPUCTBIMW 1 3ENEHBIMW NATHAMU, TYTONNACTUYHEIE, BA3KKWE,
anesBpUTUCTbIE. Mecuanukn CEpHe, 3eNeHOoBaTO-CEpPbIe, cpe,qHe-prnHosepnmcrble,cnaﬁoonaranuble, CNOAUCTBIE, NONIMMUKTOBbIE, NNOTHBbIE,
MECTaMM PHIXNble, C PEAKUMN BKNIOYEHWAMW B BUAS NMH3 YTNA YEPHOTO, CO CNefamMmn PacTUTENLHOIO eTpUTa. AneBPOHMTbI CBETNO-CEpPbIE,
Pa3HO3EPHUCTBIE, NOIMMWUKTOBBIE, KDENKWE, KBapUEBHIe, CUEMEHTUPOBAHHbBIE MUHUCTHIM LIEMEHTOM.

67-120

TAnHBI 1 aprunnuTbl KpacHo-GypHie, 3eNEHOBATO-CEpbIE, NNACTUYHBIE, BA3KWE, HEPABHOMEPHO ANEBPUTUCTHIE , OCKONBYATBIE, CNIOANCTDIE,
€ XOf}aM1 UNOEQOB. ANEBPONUTHI CBETNO-CEPLIE, CPEAHE- U KPYMHO-3ePHUCTIE, KBAPLIEBLIE, CNABOCLEMEHTUPOBAHHBIE, MMHUCTLIM LIEMEHTOM.
MNecyaHnKkm 3eNeHOBATO-CEPbIE 1 CEPbIE, OT MENKO- A0 KPYNHO3EPHUCTLIX, NONMMUKTOBBIE, CNaB0CLEMEHTUPOBAHHBIE, NOPUCTLIE.
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215-
324

MecyaHKn CBeTNO-cepble , 3eNeHOBATO-Cepble , MENKO- U CpefiHe3ePHUCTbIE, NONUMUKTOBLIE, Pa3NMYHON KPenocTU, HepaBHOMEPHO
[MIMHNCTBIE,NPOCIOAMN W3BECTKOBUCTLIE , B Pa3NNYHOI CTENEHN CLIeMEHTUPOBAHHLIE, PhIX/IbIe i NNOTHLIE, C BKAKYEHNAMK
OKaTaHHbIX 06NOMKOR MKH W yrneit UEPHBIX, XPYNKUX.

[MUHBI aprmnanTo nopobHele, ronyboBaTkle, 3eNeHoBaTO-Ce| Pble, KpaCHOBATO-KOPUYHEBbLIE, NNaCTUYHbIE, nabon3BeCTKOBUCTLIE,
NNOTHbIE, KPenKWUe, NHOrRa CNIANUCTLIE, YHACTKaMi aneBpUTUCTbIe, TOHKONNKUTYaTbIE, NPOCNOAMW C NONYPAKOBUCTLIM CKONOM,
CoTneYyaTkaMn pacTUTENBLHOIO feTpuTa.

AneBpONUTLI CBETNO-CEPbIL, 3e1IeHOBATO-CEPbIe, Pa3HO3EPHUCTLIE, KBAPLEBbIE, XOPOLLIO COPTMPOBAHHbIE, MONMMUKTOBbIE,
HepPaBHOMEPHO MUHUCTbIE U NeCYaHNCTbIE, cnabo 3BECTKOBUCTLIE, CNabo CLEMEHTUPOBAHHEIE, PbiXNble.

2500

2700

BepxHui{

D2

39-128

APrUNnnTE 3ENEHOBITO-CEPLIE, C GYPOBATLIM OTTEHKOM, NNOTHLIE, NINTUATLIE, CNIOAWCTLIZ, MECTAMMW XPYNKKME C 3ep CKO ,C
0TNEYaTKoB OGYTNMBLISTOCA PACTUTENLHOMO ASTPUTA, PeXe GayHe! Neneuunog. ANEBpPOnUTEl CE2TNO-CEPLIS, CEPHIS, 3ENEHOBIATO-CEPLIE, MENKO-
3EPHUCTBIE, KBAPLEBLIE, CUEMEHTUPOBIHHLIE MHWCTLIM LEMEHTOM, CNIOAWNCTHE, NONWMWKTOBLIE, UACTUUHO CNAGo W3BECTKOBUCTLIE, PA3NHUHON
KPenocTH U NNOTHOCTW. MeCcYaHnKN OT CepbiX 40 TEMHO-CePbIX U 32NeH0BAaTO-CePhIX, OT MENKO- 4O KPYNMHO3EPHHUCTLIX, NONHMWKTOBLIE, CNI0ANCTEE,
[Pa3HOM NNOTHOCTYU M KPENOCTH, YACTKaM K MWHUCTbIE, M3BECTKOBUCTHE.

KyHrypckui

31k

APTUHCKUIA

Hu»XH1m

135-
217

APrUNNNTL TEMHO-CEPbIE, 3€M1IBHOBATO-Cepble, C OYPOBATLIM OTTEHKOM, NNOTHBIE, MINTYATLIE, CIORUCTLIE, CIOMCTBIE, XPYTIKME,
MeCTaMy aneBpUTHCTLIE, C OTMEYATKAMK W OCTATKaMK 0BYrNeHHOTO PacTUTENLHOMO AeTPUTa, ¢ hayHoM neneunnog n paxuonos.
MecyaHnk OT CBETNO- A0 TEMHO-CEPbIX, MeNKO3&PHUCTBIE, NIOTHBIE, OUeHb KPENKIE, MOHONUTHLIE, NONMMUKTOBbIE Ha KaPOOHATHOM
LieMeHTe, YUaCTKaMu1 U3BECTKOBUCTBIE, C PEAKUMM BKIIOYEHWNAMMN PACTUTENbHBIX OCTATKOB, KOCOCONCTLIE 33 CUET YepegoBaHNA
NecyaHNKa 1 TeMHO-KOPUYHEBBIX, MOUTH YePHBIX MPOCIOEK TOHKORUCNEPCHO, YIMedULMPOBaHHOI OpraHUKK. ANEBPONTLI CBETNO-
Cepble, CepbIe, Pa3HO3ePHUCTbIE, KBAPLEBLIE, NOTHbIE, CLIEMEHTMPOBAHHBIE MWHUCTbIM LIEMEHTOM, C YaCTOl PaKOBUHYATOI dayHOl.

-5

34-144

lar

W3BeCTHAKN Cepble, CBETNO-CepbIe, MUHWUCTLIE, TOHKOKPUCTaNINIeCcKne, NNOTHbIE.
Apmnn WTbl Cepble, TEMHO-CepPbIe,CNoNCTbIE.
ANeBponuTLI CBETNO-CepLIe, Cepble, MENKO3EPHUCTLIC, KBAPLEBLIE, NNOTHBIE, CLIeMEHTUPOBAHHBIE IMUHUCTHIM LIEMEHTOM.

Accenbckuint
Cakmapckuit

la+s

9-140

2900

3100

3300

KameHHoyronbHas| lNepmckas

CpeaHuit+

BepxHuii

W3BeCTHAKK Cepble, CBETNO-CEpPbIe, OPraHOreHHO-AETPUTOBbIE, TOHKO-MENKO-KPUCTaNINYeCKne, MacCUBHBIE, NNOTHBIE, Kpenkue,
MeCTaMn OKpemHeble, CO CTUMONTMTOBLIMM LBAMK, BLINONHEHHBIMU TEMHO-CEPLIM IMIMHUCTLIM MaTePUanoM. AprunanuTbl TeMHO-
cepble, CNOANCTLIE, NNOTHBIE. BCTpevaloTca 6paxuononb|.

124-204

C2+3

M3BecTHaku CBETNO-CEPbIE U CEPbIE, MECTAMW OKPEMHEHHDIE, MWHUCTbIE, Y4aCTKaMWU KOMKOBaTo-
CrycTKOBbI€ W NEPeKpUCTanIn3oBaHHble, MaCCUBHbLIE, TOPU3OHTA/IbHO-BO/THUCTO-C/TIOUCTDBIE.
Aprmnn WTbl TEMHO-CEPbIE U 3eNeHOBaTO-Cepble, NNNUTHaTblie, CNKANCTbLIE.

BepXHMI

=
2
-
-
-
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.
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28-95

—x — r — 1
C1pr I ——— T ——— 71

W3BeCTHAKK cepble, CBETNO-Cepble, KOpUUHeBaTble, OpraHOreHHO-AeTPUTOBbLIE, NOPUCTLIE, MENKO- U CKPBITOKPUCTaNInYeckne,
MNOTHbIE, KPerkKue, CO CTUNOMUTOBLIMK WBAMW, C EAWHUYHBIMW OCTATKaMW KOPANNoB. ApruiinTel 2ef1eH0BaTO-Cepble, NUTYaTbIe.

(epmyyoacki

Tapyccmmckit

108-

JlonoMUTLI TEMHO-CEPHE U KOPUYHEBATO-CEPHIE, TOHKO3EPHUCTLIE, TPELMHOBATLIE, MNOTHLIE, KPeNKWe, NepeKkpUcTanin3oBaHHLE,
BCTPEUAKTCA CTUNONUTOBLIE WEH. MI3BECTHAKMN CepbIe N TEMHO-CePLIE 10 YUEPHOTO, CKPHITO- N MENKOKPUCTANNNYECKNE, MNOTHLIE,

HuXHNn"

C Tkzh+ok |-

v
H VI )KH Vl M‘ v C l — 13 13 1 —I 7 3 Kpenkue, cnabo TpeLuHoBaTHE, CNabo KaBepHO3HbIE, C BKTHOUEHWUAMMW aHTUAPWTOB CBETO-CEPLIX, TOHKO-KPUCTANAMUECKUX, NNOTHBIX.
CTeUJeBCKMM 1 tr+st | . 1 s ey 11 . - - lr " ‘T - AHMMAPUTL NNOTHBIE, KPENKME, MACCUBHBIE, C PEAKMMM NPOCNOAMW AONOMUTOB CEPHIX, TEMHO-CEPBIX, NIOTHHIX, MENKOKPUCTaNINUECKUX.
h i I | 11 | W3BECTHAKN CBETNO- M TEMHO-CEPBIE, CKPLITO- U MENKOKPUCTANAMIECKNE, NNOTHBIE, MOHONUTHbIE, Kpenkue, Cnabo TpelwmrHoBaTLIe,
v v s il 11 o ‘I 3 3 2 €nabo KaBepPHO3HbIE C BKIIOUEHNAMK KANbLWTa 1 YEPHOTO MUHWCTOrO MaTepUana no 3epHUCTOMY CKOAY, C EAMHNUHBIMMN OTMEYaTKaMA
BM 3e MCKM M ] | | ] | dayHbl, MUHNCTBIE, MECTAMIN JONOMUTU3MPOBAHHBIE, NEPEXOAALLNI B AONOMUT. [ONOMUTEI CEpbIE, TEMHO-CEPbIE A0 UEPHBIX,

202

TOHKO3ePHUCTLIE, MENKOKPUCTaNINYeCKne, NNOTHbIE, MOHONWUTHbBIE, Kpenkne, CTUNONNTU3WPOBAHHLIE, C BKNIDUYEHUAMW aHrngpuaa
CBETNo- 1 TeMHO-Ceporo ¢ ronyﬁoaa'rblm OTTEHKOM. APTUANNUTLI TEMHO-CEPbIe. TOHKOMMNUTUATbIE, COUCTLIE, XPYNKWE, aNeBpUTOBbLIe.

TypHeUCKuit

/7-108

Ci

3500

3700

3900

4100

4300

JleBOHCKaA

CpegHuit+
BepxHuit

M3BecTHAKM cepble, GypoBaTo-cepble, OPraHOreHHO-AETPUTOBBIE, YUACTKaMI AONOMUTU3NPOBAHHBIE, OKPEMHEHHBIE, MENKOKPHCTaN-
NNUECKWE, KPENKKe, NNOTHbIE, CO CTUAONMTOBLIMM WBAMK. APTUNANTL TEMHO-CEPLIE A0 UEPHBIX, TOHKONAUTUaTbIE, cNabo
aANeBpPUTOBBIE, CNOUCTLIE. [IONIOMUTLI TEMHO-CepbIE, MeNKOKPUCTANNHUECKUe, KpenkKue.

20;'

D3up+

zl4+nm

286

M3BecTHaku ot CBETNO-CepbIX A0 TEMHO-CEPLIX, MHOra KOPUUHEBATO-Cepble, PazHO3ePHUCTBIE, YUaCTKaMn
OpraHoreHHo-OeTpuUToBbIE, AONOMUTU3NPOBAHHbIE, NePeKPUCTANNN30BaHHbIE, CTUNONUTUINPOBAHHDIE, NNTOTHbIE,
Kpenkue, MHoraa TpelHOBATbIE, KaBEPHO3HbIE, MO CTUIONMUTOBLIM U CYTYPOBbLIM LLBaM - TIMHUCTBINA matepuan.
OTMeuaeTca Hanuume opraHNuUecKnX OCTaTKOR (KOHOAOHTOR,0CTPaKo). AprunamTbl 3e1eHOBaTO-Cepble, NNOTHbIE,
aneBpuUTUCTbIE, TMH30BUOHO-BONHUCTbIE, KOMKOBATO-Y3N10BaTbIe, C BKMIOUEHUAMW NNPUTa U 0610MKOB 6paxmono;1,
KpMHOMﬂeI}i, C 3epKanamn CKONbXKeHWA.

dameHcKnn

HUKHMIA

235-

D3zd+el

292

M3BecTHAKM GypoBaTo-cepble, BOROPOC/EBbIE, CPepPOBO-KOMKOBATbIE, MOPUCTO-KaBEPHO3HBIE,
NepeKpPUCTaNIN30BaHHbIE, CUMIbHO BbILLENOYEHHbIE, MPOCIOAMM CNabo AOMOMUTU3NPOBAHHbIE NOTHBIE,
Kpenkue, MecTaM1 MaccvBHbIE, C NPOCTIOAMU U BKIIOYEHUAMM NeCYaHO-TMMHUCTOTO MaTepurana.

B nopopax npocnexuBaoTca MUKPOCKONUYECKWE KPUCTaN/Tbl TUPUTA U OYeHb peKue eUHNYHbIE
yrnednumpoBaHHble obpasoBaHuA.

BepxHun

D3ev+1 v

30-58

BepxHnit

BetnacaHckmin+
Cipadoickmi

D3src1

Dsrc2

Dsrc3

119-

D3vt+src

318

ApPrUnnUTEI 3eNEHOBATO-CEPHIE, NPOCNOAMI TEMHO-CEPHIE 0 YEPHOTO, NENUTOBHIE, TOHKOCNONCTHIE, NNOTHBIE, MACCUBHBIE, MHOTAa aNEBPUTIC-
Thie. MI3BECTHAKM, Cepbie, TEMHO-CEpbIE, CKPHITOKPUCTANNMYECKIUE, AONOMUTUSMPOBAHHBIE, IMHUCTBIE, NNOTHBIE, KPenkie. [lonomuTel ot ceporo
10 TEMHO-CEPOTO, FMNHICTbIE, MENKOKPUCTANMYECKUE. ANEBPONUTH 3ENEHBIE 4O TEMHO-, OJHOPORHEIE, MACCUBHBIE, MNOTHHIE. B

MagecTHaku Genble, CReTNO-cepbie, chepo-y3opuatbie, CryCTKOBO-KOMKOBATbIE, BOAOPOC/IEBbIE, B Pa3NMUHOIA
CTeNeHN NepeKPUCTaNINZ0BaHHbIE U KPUCTANNTUUECKN-3ePHUCTbIE, AONOMUTV3MPOBAHHbIE, TPELMHOBATbIE,
CcnabornMHNCTbIE, BUTYMWUHO3HDBIE, OPaHOTeHHble. AHIMAPUA Oenblii KpUCTaIMUeCKWiA.

M3 opraHuuecknx ocTaTkoB 0OHapyXeHbl CrIMKYbl [yOOK, pakoBUHbI Neneyunog, ractponog, 6paxuonop,
EAVHUYHbIX TEHTAKYNNT, UNEHNKN KPUHOWAEH, 3y6bl CKONEKOAOHTOB, pbl, arperaTbl NMPUTa, XanLefoHOBble
MWKPOKOHKPELMM, KPUCTaNbl KneodaHa.

DpaHCKnn

HmkHII+

[1OMaHUKOBIiA

D3dm

D3dm

6-99

CpepHui

TumaHcknit+
CapraeBckum

M3BecTHAKM cepble, TEeMHO-CEpbIe, I'ﬂVIHVICTO-GMTyMMHOSHbIe, WHorga cnabornmHnUCTble, AONOMUTHI,
ApPruInnTbl, 4acto 6MTyM14H03Hble, NNOTHbIE, OKPEMHENbIE.

D3tm+sr

NS

J10XKOBCKMIA

OuHNapMmckuit

D1op1
D1p02
Dipos

Aprnn WUTH KWPNUHO-KPACHbIE, KOPUYHEBATO-CEPHIE, TEMHO-CEPbIE C 3ENEHOBATLIM OTTEHKOM, MNACTUHYATHIE, U3BECTKOBUCTBIE, CIOUCTHIE,
nnoTHble. M3BecTHAKM cBeTn O-CEPbIE, TEMHO-CEPHIE C KOPUYHEBATHIM OTTEHKOM, MENKO-CPeAHEKPUCTANINYECKUE, JONOMUTU3MPOBAHHDIE.
Anes PONUTLI TEMHO-CEPBIE, Gypoaa'ro-v:e PblE, MENKO3EPHUCTBIE, KPENKWE. Mecyanukm CEPbIE, MENKO3EPHUCTBIE, NEPEKPUCTANIN30BAHHDBIE.

D1sk+op

0-247

0-187

4500

v

UnypuitcKas

~
.

(TpKigonbcrin

[pebeHcKoi

Szgr1
SZng
Sagr3

Apmnnmbl TEMHO-CEPLIE, C 38NE€HOBATLIM OTTEHKOM, CNONCTHIE, NNOTHBIE, XPYNKXE. M3sectHakn TEMHO-CEpbIE, TEMHO'GYPOBBTO-CCPHE,
AONOMUTUINPOBAHHBIE, MUHUCTBIE, NNOTHHIE. ﬂOHOMVITbI Cepble, TEeMHO-CEpPbIe, MENKO3EPHUCTLIE, TDEWWHOBATBIE, KABEPHO3HbIE,
KpUcTannnyeckne, NNOTHLIE. Opl’aHVNeCKMe OCTaTKN NPeACTaBNeHbl PAKOBUHAMU racTponof, TOHKOCTEHHBIX FNagKNX 6anM0ﬂOﬂ,
YneHHuKammn npmnongeﬁ, rnagKkux ocTpakon, SyGQMM CKONEKOAQOHTOB, N KOHOAOHTOB.

1 | | | | | |

SZgr

33-168

W3BECTHAKW CepbIE, CBETNO-CEpPLI, TEMHO-CEPbIE, AONOMUTOBHIE, TOHKO-, CKPLITOKPUCTANMUECKUE, Pa2HO3EPHUCTLIE, NONMASTPUTOBIE,
NNOTHLIE, KPenkue, FMUHUCTHE. [loNOMUTE CepEie, CBETNO0-CEPbIE, TEMHO-CEpPLIE, NPOCNOAMU BLILENOUSHHBIE , MENKOIEPHUCTLIE,
MENKOKPUCTANNUECKWUE, MNOTHEIZ, FMHUCTLIE, YUaCTKW TREWWHOBATEIE. Mepreni TemHbIe, N3BECTKOBUCTHE, MMPUTU3NPOBAaHHEIE,

ApPrunnuTe TeMHO-CEPEIE, 32N1EHOBATO-CRPLIS, C 32PKANaMm CKONBKEHNA, M3BECTKOBUCTLIS, NNACTUUHBIE, XPYNKUe, NNOTHLIE, TPEWEHOBATLIE.
BCTPQUQHH ceTyatbie NNACTUHLI MILAHOK, PAKOBUHEBI YaCThIX TOHKOCTEHHbIX GPBXMOHOA racTponoj, ocTpakoj, peakux OqUHOUHLIX KOopannos,
UNeHnKn KpHHOI/I[]EI./i, Hyﬁbl KOHONOHTOB.

BepxHuin HixHui

Jlyanosckuin

[epablockiin

B.195

SZgj

WN3eecTHAKN cepble, CBETNO-Cepble, MHOTAA C KOPUYHEBLIM OTTEHKOM, A0NOMUTU2MPOBAHHbIE, TOHKOCNONCTHIE, MACCUBHLIE,
TOHKOKPUCTANNNYECKHUE, MMHWUCTbIE. [lONOMUTHI BTOPUYHBIE OT CBETNO- A0 TEMHO-CePOTo LIBETA, YHaCTKaMK C 32N1eHOBATbIM 1
rony60BaTbiM OTTEHKaMW, N3BECTKOBUCTLIE, MNOTHBIS, KPENKUe, MeNKO3EPHUCTBIE U Pa3HO3EPHUCTbIR, TPRLWWHORATbIE..

OnpepgeneHa dayHa.
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