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[bookmark: _Toc241857411]	Реферат
Работа состоит из 1 тома с текстом и 1 папки с графическими приложениями, в т.ч. 262 страниц текста, 69 таблиц, 29 рисунков, 30 табличных приложений и 16 графических приложений.
Ключевые слова: МЕСТОРОЖДЕНИЕ, НЕФТЬ, ГАЗ, ЗАЛЕЖЬ, ПРОДУКТИВНЫЙ ГОРИЗОНТ, ГЕОЛОГИЧЕСКОЕ СТРОЕНИЕ, ПЛАСТОВОЕ ДАВЛЕНИЕ, ЗАПАСЫ, РАЗРАБОТКА, ЭКСПЛУАТАЦИОННЫЙ ОБЪЕКТ, ЗАВОДНЕНИЕ, СКВАЖИНА, ДЕБИТ, ДОБЫЧА, НЕФТЕОТДАЧА, ГИДРОДИНАМИЧЕСКИЕ ИССЛЕДОВАНИЯ, ПОКАЗАТЕЛИ, ЭКОНОМИЧЕСКАЯ ЭФФЕКТИВНОСТЬ.
Объект исследования – система разработки залежей месторождения Амангельды.
Целью настоящего проекта является совершенствование и обоснование рациональной системы разработки месторождения Амангельды.
В проекте приведены геолого-физическая характеристика месторождения, физико-химические свойства пластовых флюидов, запасы газа и конденсата.
Проанализировано состояние фонда скважин и эффективности применения методов повышения конечной газоотдачи.
[bookmark: _Hlk232670225]На месторождении выделены два объекта разработки, первый основной I объект разработки – нижневизейский горизонт С1V1, второй возвратный объект – серпуховский горизонт С1sr.
Проведено обоснование выбора эксплуатационных объектов и расчетных вариантов разработки. Для всех вариантов проведены расчеты технологических и экономических показателей разработки. На основе анализа технико-экономических показателей выбран рекомендуемый вариант реализации развития месторождения.
Для рекомендуемого варианта разработки рассмотрены вопросы техники и технологии добычи, бурения и освоения скважин, мероприятия по контролю разработки, доразведки месторождения, охрана недр и окружающей среды.
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[bookmark: _Toc31877832][bookmark: _Toc241857412]ВВЕДЕНИЕ
[bookmark: _Hlk163117034][bookmark: _Hlk163116923]Настоящая работа выполнена ТОО «Казахский научно-исследовательский геологоразведочный нефтяной институт» (ТОО «КазНИГРИ») в соответствии с договором №1064411/2025/1 от 09.01.2025г между ТОО «КазНИГРИ» и ТОО «Разведка и добыча QazaqGaz» согласно Техническому заданию и требованиям «Единых правил по рациональному и комплексному использованию недр» (ЕПРКИН) [4]. Действующим проектным документом является «Анализ разработки месторождения Амангельды» (далее АР-2023 г.), который был рассмотрен и согласован на заседании ЦКРР МЭ РК (Протокол №46/12 ЦКРР РК от 14.12.2023 г.), с утверждением технологических показателей на 2024-2026 гг [37].
Недропользователем месторождения Амангельды является ТОО «Разведка и добыча QazaqGaz» на основании Контракта №611 от 12.12.2000 г. на добычу углеводородов. Срок действия Контракта до 12.12.2031г. Площадь геологического отвода составляет 78,25 км2. Глубина отвода – до минус 1968 м.
Структура Амангельды изучена сейсморазведкой МОВ в 1972-1974 гг. 
Газоконденсатное месторождение Амангельды открыто в 1975-1976 гг. получением промышленных притоков газа из нижневизейского горизонта в сводовой глубокой поисковой скважине №1, с проявлением газа из пермских отложений, признаков газа из верхней части турнейского и серпуховского ярусов.
За период 1976-1982гг Южно-Казахстанской нефтеразведочной экспедицией проведено глубокое поисково-разведочное бурение. В 1976-1978 гг. тематической партией Илийской экспедиции произведена переинтерпретация материалов сейсморазведки с учетом данных бурения. В результате работ составлены уточненные карты по отражающим горизонтам в нижнем визе (III б и III к), рекомендованные для обоснования и проведения дальнейшего разведочного бурения. 
По результатам поисково-разведочного и структурно-поискового бурения запасы углеводородного газа нижнего визе и азотно-гелиевого газа нижней перми утверждены ГКЗ СССР.
В 1981г, после утверждения запасов (протокол ГКЗ СССР от 27.11.1981 г. №8884), на месторождении закончены бурением и опробованием скважины №№ 17 и 18, расположенные за пределами площади газоносности, принятой в подсчете запасов 1981 г. [14]. Получение промышленных притоков газа из нижневизейских отложений в этих скважинах послужило основанием для пересчета запасов газа в 1996г [15]. 
В результате пересмотра геолого-геофизических материалов и данных бурения были определены более низкие нижние пределы подсчетных параметров, что привело к увеличению запасов. Пересмотренные запасы газа нижневизейского горизонта утверждены в 1996г на заседании ГКЗ РК (протокол ГКЗ РК от 09.10.1996г №46).
С 1982 по 2000 гг. месторождение находилось в консервации.
В 2001 г. АО «НИПИнефтегаз» составлен Проект опытно-промышленной эксплуатации (ОПЭ-2001) на нижневизейский горизонт (протокол ЦКР от 12.09.2001 г. №14), согласно которому в период с 23 октября 2003 г. по 13 декабря 2007 г. осуществлялась опытно-промышленная эксплуатация (ОПЭ) залежи нижневизейского горизонта [16].
В 2001г. на месторождении Амангельды ОАО «Казахстанкаспийшельф» и НПФ «ДАНК» проведены сейсморазведочные работы 3D, по результатам которых было уточнено геологическое строение и более точно откартировано разрывное нарушение, ограничивающее структуру с юго-востока.
Эксплуатационное бурение на месторождении начато в 2001 г. Одновременно, в процессе ОПЭ, произведено бурение шести разведочных скважин с целью доразведки нижневизейского и нижележащих отложений. 
В 2005г для уточнения геологического строения, с учетом результатов вновь пробуренных скважин, проведена переинтерпретация материалов сейсмики 3D с выполнением динамического анализа волнового поля. По результатам этих работ выделены 3 зоны с улучшенными коллекторскими свойствами. В целом, структурный план нижневизейского горизонта не претерпел изменений.
В конце 2005 г. и начале 2006 г. в рамках «Проекта на проведение сейсморазведочных исследований на месторождении Амангельды и площадях Анабай, Жаркум» российской компанией ЗАО «ЗапПрикаспийГеофизика» на месторождении Амангельды отработано три сейсмопрофиля 2D. По предварительным результатам, на временных разрезах выделены АVO – аномалии, приуроченные к зонам улучшенных коллекторских свойств. 
По результатам интерпретации 2D и переинтерпретации 3D сейсмики откорректированы местоположения проектных эксплуатационных скважин.
С 2003г по 2007г месторождение находилось в опытно-промышленной эксплуатации. 
По состоянию на 01.01.2004г ЗАО «НИПИнефтегаз» составлен отчет «Авторский надзор за реализацией проекта опытно-промышленной эксплуатации месторождения Амангельды» [17].
Ежегодные отчеты «Авторский надзор за реализацией проекта опытно-промышленной эксплуатации месторождения Амангельды» по состоянию на 01.01.2005 г., на 01.01.2006 г. и на 01.01.2007 г., рассмотренные и принятые ЦКР РК (протоколы: №35 от 22.09.2005 г., №39 от 20.10.2006 г., №44 от 13.07.2007 г., соответственно) были составлены АО «НИПИнефтегаз» [18-20].
В 2007 г. АО «НИПИнефтегаз» составлен отчет «Подсчет запасов газа, конденсата и попутных компонентов месторождения Амангельды по состоянию на 01.01.2006 г.» (протокол ГКЗ от 15.11.2007г № 632-07-У) [21].
По состоянию на 23.10.2007 г. АО «НИПИнефтегаз» составлен отчет «Авторский надзор за реализацией проекта опытно-промышленной эксплуатации месторождения Амангельды», в котором подведены итоги ОПЭ нижневизейского горизонта [22].
В 2007 г. АО «НИПИнефтегаз» в связи с завершением ОПЭ нижневизейского горизонта составлен «Проект промышленной разработки газоконденсатного месторождения Амангельды» (протокол ЦКР от 14.12.2007 №47) [23].
В 2009-2011 гг. АО «НИПИнефтегаз» составлены отчеты «Авторский надзор за реализацией проекта промышленной разработки месторождения Амангельды» по состоянию на 01.01.2009г (протокол ЦКР от 09.04.2009г №56), 01.01.2010г (протокол КГиН МИНТ от 23.11.2010г №14) и 01.01.2011г (протокол ЦКР от 20.04.2011г №8, протокол КГиН от 16.05.2011г №140) [24-26].
В 2012г АО «НИПИнефтегаз» составлен «Анализ разработки газоконденсатного месторождения Амангельды» за период 2003-2011 гг. [27]. В результате анализа были выявлены причины несоответствия проектных и фактических показателей разработки и предложены на утверждение уточненные проектные показатели разработки на период 2012-2015 гг. (письмо КГиН №17-04/5140-КГН).
По состоянию на 01.10.2014 г. выполнен «Авторский надзор за реализацией проекта промышленной разработки газоконденсатного месторождения Амангельды» по договору №АГ-14-1114/1 [28].
В 2015г составлен «Уточненный проект промышленной разработки газоконденсатного месторождения Амангельды», выполненный по состоянию на 01.11.2015г (письмо КГиН от 19.01.2016 №27-5-121-Н) [29]. В работе был выделен один эксплуатационный объект. В результате анализа технико-экономических показателей рассмотренных вариантов разработки был утвержден 2 вариант.
В 2016-2017гг ТОО «Проектный институт «OPTIMUM» были выполнены и рассмотрены на ЦКРP РК отчеты «Авторский надзор за реализацией уточненного проекта промышленной разработки газоконденсатного месторождения Амангельды» по состоянию на 01.10.2016г и 01.11.2017г (письмо КГиН от 05.01.2017г № 27-5/6786-КГН) [30, 32].
В 2016 г. ТОО "Professional Geo Solutions Kazakhstan" на основании Договора №АГ-16-0527 от 27.05.2016 г. был составлен «Отчет о результатах переобработки и переинтерпретации сейсморазведочных данных МОГТ 3Д на месторождении Амангельды», составленный по результатам переобработки и переинтерпретации сейсморазведочных материалов 3Д МОГТ в объеме 150 км2 на участке Амангельды [31].
Для детального изучения участка Амангельды, прогнозирования участков с улучшенными коллекторскими свойствами фаменских отложений девона, турнейских, нижневизейских, серпуховских отложений нижнего карбона, уточнения границ распространения коллекторов месторождения, выявления зон развития малоамплитудных тектонических нарушений на участке была проведена переобработка, структурная и динамическая интерпретация сейсморазведочных данных МОГТ 3Д во временной области.
[bookmark: _Hlk136531474]В 2018г АО «НИПИнефтегаз» был составлен отчет «Пересчет запасов газа, конденсата и попутных компонентов месторождения Амангельды» по состоянию изученности на 01.07.2018 г., утвержденный ГКЗ РК (протокол ГКЗ от 10.07.2019 г. №2067-19-У) [33]. По состоянию изученности на 01.07.2018 г. на месторождении Амангельды было выделено 4 газоносных горизонта: нижнепермский, серпуховский, нижневизейский и турнейский, в которых установлено 9 залежей: в нижнепермском горизонте установлено три азотно-гелиевые залежи, в серпуховском горизонте установлено две газоконденсатные залежи, в нижневизейском горизонте - три газоконденсатные, в турнейском – одна газоконденсатная залежь, каждая со своим ГВК. Пересчет запасов был выполнен по трем продуктивным горизонтам: серпуховскому, нижневизейскому и турнейскому. По пермскому продуктивному горизонту запасы азотно-гелиевого газа не пересчитывались и остались прежними, как было утверждено протоколом ГКЗ РК от 15.11.2007г №632-07-У.
Запасы газовой залежи серпуховского продуктивного горизонта, подсчитанные в рамках отчета 1981 г., были отнесены к забалансовым, из-за малодебитности скважин и экономической нецелесообразности разработки, поэтому ГКЗ СССР исключила их из подсчета (Протокол ГКЗ СССР от 27.11.1981 №8884г). Согласно Пересчету запасов по состоянию изученности на 01.07.2018 г. начальные геологические запасы газа и конденсата серпуховского горизонта были подсчитаны по двум пачкам (А и Б) и оценены по категориям C₁ и С2. Нижневизейский горизонт является наиболее изученным на месторождении Амангельды.
Таким образом, 94,0% всех геологических запасов пластового, сухого газа и конденсата оценены по промышленной категории В+C₁.
В 2019г ТОО «Проектный институт «OPTIMUM» был составлен «Проект разработки газоконденсатного месторождения Амангельды» с анализом по состоянию на 01.07.2019 г., который по сути является дополнением к «Уточненному проекту промышленной разработки…» 2015г с изменением названия проекта согласно статье 134 главы 19 Кодекса РК «О недрах и недропользовании», вступившая в силу 27.06.2018г [34]. Проектные показатели были приняты по 2 варианту разработки сроком на 5 лет: с 2020 г. по 2024 г. (Протокол ЦКРР от 24.06.2020 г. №1/1).
В 2021-2022гг ТОО «Проектный институт «OPTIMUM» были составлены отчеты по Авторскому надзору за реализацией проекта разработки газоконденсатного месторождения Амангельды по состоянию на 01.07.2021 г. и 01.07.2022 г. [35-36].
В 2023г ТОО «КазНИГРИ» был составлен отчет «Анализ разработки месторождения Амангельды», рассмотренный и согласованный на заседании ЦКРР МЭ РК (Протокол №46/12 ЦКРР РК от 14.12.2023г) с утверждением технологических показателей на 2024-2026 гг., являющийся действующим проектным документом по месторождению.
По состоянию на 01.01.2025г выполнен «Авторский надзор за реализацией проектного документа на разработку месторождения Амангельды» по договору №1064411/2025/1 от 09.01.2025г [38].
В 2026г ТОО «QazaqGaz Научно-технический центр» был составлен отчет «Пересчет запасов газа, конденсата и попутных компонентов месторождения Амангельды (по состоянию изученности на 01.07.2025г)», утвержденный ГКЗ РК (Протокол №52/5 ГКЗ от 27.06.2024г).
Целью настоящего проекта является совершенствование системы разработки месторождения с обоснованием внедрения мероприятий по оптимизации разработки месторождения, обеспечивающих максимальную технологическую эффективность и экономическую ценность месторождения Амангельды, как для Республики Казахстан, так и для Недропользователя. 
Настоящая работа выполнена ТОО «Казахский научно-исследовательский геологоразведочный нефтяной институт» (ТОО «КазНИГРИ») в соответствии с договором №1176444 от 29.05.2026г между ТОО «КазНИГРИ» и ТОО «Разведка и добыча QazaqGaz» согласно Техническому заданию и требованиям «Единых правил по рациональному и комплексному использованию недр».
Авторы отчета выражают искреннюю благодарность сотрудникам ТОО «Разведка и добыча QazaqGaz» за сотрудничество при выполнении данной работы.
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[bookmark: _Toc31877833][bookmark: _Toc241857413]1. ОБЩИЕ СВЕДЕНИЯ О МЕСТОРОЖДЕНИИ
Месторождение Амангельды находится на территории Мойынкумского и Таласского районов Жамбылской области Республики Казахстан, в 170 км к северу от города Тараз (рис. 1.1). Географически оно расположено в юго-западной части песков Мойынкум, занимающих междуречье Шу и Таласа, к которым с юго-запада примыкает предгорная равнина Малого Каратау, являющегося ветвью Большого Каратау.
В орографическом отношении район представлен бугристыми песками Мойынкум с относительным превышением бугристых песчаных гряд северно-западного направления до 20 м. Граница песков на юге и юго-востоке простирается в северо-западном направлении, вдоль неё протекает река Талас, в припойменной части которой расположены усадьбы и пункты отгонного животноводства. Абсолютные отметки рельефа местности в районе месторождения плюс 350 - 360 м. Местность – равнинная.
Район месторождения Амангельды малонаселен. Ближайший населённый пункт – село Уюк находится в 70 км к югу. Основное занятие у населения – животноводство, особенно овцеводство и каракулеводство, а также газодобывающая промышленность – с началом разработки месторождения Амангельды.
Источниками водоснабжения непосредственно для всей площади месторождения являются колодцы и артезианские скважины, уровень воды в которых находится на глубине 10-20 метров от устья. Водоносные горизонты палеогена, содержащие воду с минерализацией 3-5 г/л, залегают на глубине от 60 до 220 м.
Непосредственно через месторождение проходит линия электропередачи (ЛЭП), газопровод связывает месторождение с газопроводом Бухара-Алматы.
Район расположения месторождения связан автомобильной дорогой с сёлами Акколь, Уюк, Уланбель, районным центром Мойынкум и областным центром – городом Тараз. Из аэропорта города Тараз возобновлены пассажирские авиаперевозки. Также выполняются железнодорожные перевозки по железной дороге, ближайшая железнодорожная станция – станция Тараз.
Климат района резкоконтинентальный с сухим жарким летом (до плюс 40℃) и холодной малоснежной зимой (до минус 30℃).
[image: ]
[bookmark: _Toc241857743]Рис. 1.1 – Обзорная карта
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[bookmark: _Toc31877834][bookmark: _Toc241857414]2. Геолого-физическая характеристика месторождения
[bookmark: _Toc31877835][bookmark: _Toc241857415]2.1 Характеристика геологического строения
Месторождение Амангельды расположено в пределах Чу-Сарысуйской впадины в строении, которой выделяют три структурных этажа отличающиеся друг от друга литолого–фациальными и структурными особенностями: нижний – складчатый фундамент, средний – квазиплатформенный и верхний – платформенный.
[bookmark: _Toc31877836][bookmark: _Toc241857416]2.1.1 Литолого-стратиграфическая характеристика разреза
В строении Шу-Сарысуйской впадины, в пределах которой расположено месторождение Амангельды, выделяют три структурных этажа, которые отличаются друг от друга литолого–фациальными и структурными особенностями: нижний – складчатый фундамент, средний – квазиплатформенный и верхний – платформенный.
В строении нижнего структурного этажа принимают участие метаморфические интрузивные и осадочно – вулканогенные образования допалеозоя и нижнего палеозоя.
Средний структурный этаж с размывом и стратиграфическим несогласием залегает на породах фундамента и сложен терригенными, галогенными и карбонатными отложениями девона, карбона и перми. 
Верхний, платформенный структурный этаж, с угловым и стратиграфическим несогласием залегает на отложениях квазиплатформенного структурного этажа и сложен полого залегающими, преимущественно терригенными породами морского и континентального происхождения. Он объединяет верхнемеловые, палеогеновые, неогеновые и четвертичные отложения, с мезозойской корой выветривания в основании (19).
В строении месторождения Амангельды принимают участие девонские, каменноугольные и пермские отложения, перекрытые, с угловым несогласием, рыхлыми отложениями мезокайнозоя.
Разрез верхней части нижне–среднего девона, условно относимый к фундаменту, вскрыт скважинами 1 и 102 и представлен грубообломочными и пестроцветными, крупнозернистыми, очень крепкими кварц – полевошпатовыми песчаниками (скважина 102) и сильно уплотненными, частично рассланцованными, трещиноватыми аргиллитами. Керновым материалом разрез освещен в скважине 102.
Песчаники красно–коричневые, зеленовато-серые, крупно–грубозернистые, гравелистые, очень крепкие, с большим содержанием зерен полевых шпатов и кварца, размеры зерен которых от 1 до 2 мм, с тонкими разнонаправленными трещинами, выполненными кальцитом.
Аргиллиты шоколадно–красные, серые, темно-серые, зеленовато–серые, очень крепкие, с косой слоистостью (углы падения слоев достигают 55°), на плоскостях напластования отмечаются присыпки слюды. Трещины разнонаправленные полые и минеральные, выполненные кальцитом. Отмечаются зеркала скольжения.
Максимально вскрытая толщина отложений составляет 310 м в скважине 102.
Отложения верхнего девона представлены фаменским ярусом.
Верхний девон (фаменский ярус) – D3fm. Керновым материалом разрез на месторождении не изучен. Отложения выходят на поверхность в северо–восточной части впадины, где они представлены красноцветными терригенными породами: песчаниками и гравелитами с маломощными прослоями аргиллитов и конгломератов. 
Толщина фаменского яруса составляет 214 м в скважине 1 и 247 м в скважине 102.
Каменноугольные отложения – С - представлены нижним отделом и нерасчлененным средне – верхним отделом.
Нижний отдел – С1. Отложения представлены турнейским, визейским и серпуховским ярусами.
Турнейский ярус – С1t. Отложения яруса со стратиграфическим несогласием перекрывают породы верхнего девона. В основании яруса залегает базальная пачка гравелитов и песчаников с включением хорошо окатанной гальки. В верхней части разрез представлен пестроцветными песчаниками, алевролитами и аргиллитами. Керновым материалом разрез изучен в скважине 115. 
Песчаники вишнево-коричневые, вишнево–серые, мелкозернистые, в различной степени карбонатизированные.
Алевролиты вишнево–коричневые, темно–серые, глинистые, очень крепкие, карбонатные, с горизонтальной, волнистой слоистостью.
Аргиллиты темно-серые, черные, очень плотные, некарбонатные, слоистые, трещиноватые. Трещины вертикальные и разнонаправленные, выполненные ангидритом. 
Верхняя часть разреза представлена темно-серыми песчаниками и аргиллитами. 
Песчаники темно-серые, светло–серые, мелкозернистые, карбонатные, очень крепкие, с горизонтальной слоистостью, на плоскостях напластования включения ОРО.
Аргиллиты темно-серые до черных, в различной степени карбонатизированные, очень крепкие, с раковистым изломом, горизонтально – слоистые, с зеркалами скольжения, изредка отмечаются разнонаправленные трещины, лишенные заполнения, изредка с включением ОРО по плоскостям напластования.
Толщина турнейского яруса полностью вскрыта в двух скважинах 1 и 102 и достигает 321 м в скважине 1.
К подошве турнейских отложений приурочен отражающий горизонт IV.
Визейский ярус – С1v. Отложения визейского яруса согласно залегают на турнейских отложениях и представлены нижневизейским и верхневизейским подъярусами.
Нижневизейский подъярус - С1v1. Нижневизейский подъярус, к которому приурочена газоконденсатная залежь, представлен угленосно–терригенной толщей. В нижней части разрез сложен аргиллитами, глинистыми песчаниками с прослоями углей, а в верхней – переслаиванием песчаников, алевролитов и аргиллитов с пропластками известняка и доломита.
Песчаники серые, светло-серые, средне–мелкозернистые, крепкие, плотные, в разной степени карбонатизированные, горизонтально- и косослоистые, с включениями ОРО на плоскостях напластования, отмечаются редкие тонкие прослойки глинистого материала и угля. 
Алевролиты серые, темно-серые, глинистые, крепкие, плотные, слабо карбонатные, с прерывисто – волнистой и линзовидной слоистостью, с тонкими прослойками угля и включениями ОРО на плоскостях напластования.
Аргиллиты темно-серые до черных, алевритовые, углистые, слабокарбонатные, крепкие, горизонтально-слоистые, на плоскостях напластования ОРО.
Известняки темно-серые, пелитоморфные, местами доломитизированные, с редкими следами мелкой морской фауны. 
После подсчета запасов (21) в лаборатории микробиостратиграфии ТОО «АктюбНИГРИ» выполнен палинологический анализ образцов керна из трех новых скважин 124, 126, 130, исследован 31 образец. По составу комплекс можно датировать – нижний карбон, визейский ярус, бобриковский горизонт.
Общая толщина подъяруса колеблется от 53 м (скважина 13) до 85 м (скважина 10) и в среднем составляет 69 м.
Верхневизейский подъярус – C1v2. Отложения подъяруса представлены, в основном, известняками, доломитами и мергелями с прослоями аргиллитов и алевролитов.
В нижней части подъяруса залегает пласт ангидрита толщиной до 12 м, который является покрышкой для нижневизейской газоконденсатной залежи.
К подошве ангидритовой толщи приурочен отражающий горизонт III.
Известняки органогенные, редко мелкокристаллические, массивные с частыми стилолитовыми швами, с прослоями (0,8 м) более плотных, белых мелкокристаллических ангидритов.
В средней части разреза отмечаются 4 пласта оолитовых и известковистых песчаников, содержащие пластовые воды.
После подсчета запасов (21) в лаборатории микробиостратиграфии ТОО «АктюбНИГРИ» выполнен палинологический анализ образцов керна из одной новой скважины 130, исследованы 7 образцов. По составу комплекс можно датировать – нижний карбон, визейский ярус, тульский горизонт. 
Толщина подъяруса изменяется от 240 м (скважина 10) до 340 м (скважина 3) и в среднем составляет 318 м.
В толще верхневизейских отложений выделен отражающий горизонт IIId.
Серпуховский ярус – C1s. Отложения согласно залегают на нижележащих визейских отложениях и представлены известняками, доломитами, в верхней части - ангидритизированными аргиллитами.
Известняки серые, темно-серые до черных, плотные, очень крепкие, органогенные, местами трещиноватые, трещины субвертикальные, с включением гнезд ангидритов. Аргиллиты черные, плотные, тонкослоистые, с включением фауны.
После подсчета запасов (21) в лаборатории микробиостратиграфии ТОО «АктюбНИГРИ» исследованы образцы керна из новой скважины 126, выполнен палинологический анализ на 9 образцах. По составу и количественному соотношению отложения можно датировать, как нижний карбон, серпуховский ярус.
Толщина яруса колеблется от 135 м (скважины 102, 120, 128, 129) до 209 м (скважина 10) и в среднем составляет 145 м.
К кровле карбонатов серпуховского яруса приурочен отражающий горизонт IIIk.
Средний – верхний отдел – С2+3. Отложения представлены пестроцветной терригенной толщей. Нижняя часть разреза сложена пачкой пестроцветных аргиллитов, известковистых песчаников и алевролитов, мергелей. Выше толща представлена красноцветными, равномерно переслаивающимися песчаниками, алевролитами и аргиллитами. Песчаники и алевролиты полимиктовые, с глинисто – карбонатным цементом.
Толщина отложений изменяется от 435 м (скважина 102) до 559 м (скважина 17) и в среднем составляет 495 м.
Пермские отложения – Р. Отложения перми согласно залегают на нижележащих каменноугольных породах и представлены нижним и верхним отделами.
Нижний отдел - Р1. Отложения нижней перми по литолого-фациальной характеристике расчленены на две толщи: соленосную и подсоленосную.
Подсоленосная толща представлена в основании пачкой аргиллитов, которые выше по разрезу сменяются переслаиванием песчаников, алевролитов и аргиллитов. 
Песчаники мелко– и среднезернистые, алевритистые, в различной степени глинистые и карбонатные, часто с сульфатизированными включениями ангидрита.
К подсоленосной толще приурочена газовая залежь. Горизонт подстилается толщей аргиллитов. Кровля горизонта перекрывается соленосной толщей.
Аргиллиты и алевролиты коричневые, плотные, песчанистые, окремненные, с многочисленными желваками ангидрита.
Толщина отложений изменяется от 245 м (скважина 128) до 362 (скважина 133) и в среднем составляет 295 м.
К кровле подсоленосных отложений нижней перми приурочен отражающий горизонт IIа.
Соленосная толща представлена переслаиванием красноцветных сульфатизированных терригенных пород с прослоями галита.
Толщина отложений изменяется от 214 (скважина 125) до 533 м (скважина 10-с) и в среднем составляет 358 м.
Верхний отдел – Р2. Надсоленосная толща с угловым несогласием и размывом залегает на подстилающих отложениях соленосной толщи. Отложения не изучены керновым материалом на данной площади и описаны по аналогии с соседними площадями, где они представлены красноцветными окремненными алевролитами и сульфатизированными аргиллитами. В основании разреза преобладают мелкозернистые песчаники.
Толщина отложений изменяется от 218 м (скважина 124) до 343 м (скважина 5-с) и в среднем составляет 264 м.
К подошве надсоленосных отложений верхней перми приурочен отражающий горизонт I-Р.
Мезозой–кайнозой – MZ – KZ. Мезо-кайнозойские отложения представлены переслаиванием песков, глин и алевролитов. 
Толщина отложений изменяется от 238 м (скважина 2) до 381 м (скважина 9-с) и в среднем составляет 301 м.
В отложениях мезо-кайнозоя выделен отражающий горизонт Mz-Kz.
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Месторождение Амангельды расположено в юго-восточной части Миштинского прогиба Мойынкумской впадины, которая является структурой второго порядка Шу–Сарысуйской депрессии. Последняя в современном структурном плане представляет собой наложенную межгорную впадину, расположенную в зоне Казахстанского микроконтинента с Каратауско-Тяньшаньской орогенной системой и протягивающуюся от предгорий Северного Тянь-Шаня до запада Центрального Казахстана (Рис. 2.1.1).
Мойынкумский прогиб с северо–запада ограничен Чуйским выступом, с юго–востока – Курагатинским структурным носом, который отделяет его от Фрунзенского прогиба. На юго–западе граница прогиба проходит по Таласскому поднятию, а на северо–востоке – вдоль Шу-Илийских гор, точнее по Каракольскому разлому, отделяющему прогиб от погребенного продолжения хребта Кендыктас.
Мойынкумский прогиб хорошо выделяется по геофизическим материалам, вытянут в северо–западном направлении, длина его составляет около 250 км, ширина до 50 км. В центральной, наиболее погруженной его части, на так называемом Мойынкумском валу, пробурена глубокая скважина 6Г, которая, пройдя 2000 м по пермским соленосным породам, на глубине 2760 м вскрыла отложения низов среднего карбона – верхов нижнего карбона.
Судя по геофизическим материалам, Мойынкумский прогиб в фундаменте представляет собой крупный резко опущенный блок, ограниченный со всех сторон разломами и разбитый в свою очередь на более мелкие блоки, смещённые относительно друг друга. Глубина залегания эффузивных образований нижнего – среднего девона составляет около 4000 м. К разломам в фундаменте местами приурочены, интрузии гранитоидов, устанавливаемые по геофизическим материалам. Во внутренней части Мойынкумского прогиба в фундаменте выделены два относительно приподнятых блока – Коскудук – Нарбайский на юго – западе и Мойынкумский - в центральной части прогиба. К северо – востоку от этих блоков фундамент по разломам северо – западного направления ступенчато воздымается. Основными структурными элементами Мойынкумского прогиба являются Восточно-Мойынкумская моноклиналь на юго-востоке, Фурмановская и Айрактинская мульды в центральной части и Миштинская мульда в западной части.
Мойынкумский прогиб выполнен мощными толщами среднего и верхнего палеозоя, перекрытых чехлом мезо-кайнозойских образований. В условиях платформенного режима формировались отложения верхнего девона, карбона и перми, которые подвергались незначительной переработке позднегерцинскими тектоническими блоковыми движениями. Активность тектонических движений была обусловлена близостью интенсивных орогенных дислокаций в пределах горных сооружений, обрамляющих впадину. С юга на север увеличивается глубина залегания нижнекарбоновых отложений.
Платформенные образования отделены от осадочно–вулканогенных формаций региональным перерывом в осадконакоплении, стратиграфическим и угловым несогласиями, обусловленными сменой орогенного тектонического режима платформенным.
Накопление средне–верхнепалеозойских отложений в Шу – Сарысуйской депрессии происходило в условиях дифференцированных движений отдельных блоков на фоне общего эпейрогенического погружения всей территории.
В конце перми - начале мезозоя под влиянием заключительных фаз складчатости герцинского тектогенеза дифференциальные движения блоков фундамента сменилось общим воздыманием.
Толща среднего – верхнего палеозоя была смята в пологие складки, разорвана серией нарушений с унаследованным развитием структурного плана.
В позднепермское время верхние толщи герцинского промежуточного этажа подвергались интенсивному размыву. С верхнего мела началось отложение платформенного мезокайнозойского чехла небольшой мощности с малыми углами падения в условиях трансгрессии моря.
По формационному признаку породы промежуточного этажа между фундаментом и верхним платформенным этажом подразделяются на следующие формации:
- молассовую терригенно – эффузивную нижнего-среднего девона - низов верхнего девона;
- галогенно - терригенную верхнего девона;
- карбонатно – терригенную нижнего карбона;
- преимущественно терригенную среднего – верхнего карбона;
- галогенно – терригенную пермского возраста.
Мойынкумский прогиб осложнён целым рядом положительных структур второго порядка. Одним из них является крупный структурный элемент раннекаменноугольного времени, имеющий северо-западное простирание – Мойынкумский вал. На валу выделяются структуры III порядка - Жуалы, Айракты, Жаркум, Кашкынбай.
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[bookmark: _Toc241857744]Рис.2.1.1 – Тектоническая схема юго-восточной части Шу-Сарысуйской впадины (по данным Давыдова Н.Г., 2005г)

В раннепермское, а в последующем и в позднепермское время Мойынкумский прогиб был осложнен положительными элементами северо – восточного простирания. Одним из таких крупных элементов является Таскудукский вал, в пределах которого выделены локальные структуры третьего порядка: Бестас, Орынбай, Амангельды, Жаркум, Кашкынбай, Саякпай, Бособ и Сулушокы. Структура Барханная относится к малоамплитудной куполовидной структуре. При этом структура Жаркум находится на пересечении двух практически ортогонально расположенных валов. Поэтому её простирание отличается от простирания обоих валов, занимая промежуточное положение.
Крупные положительные структурные элементы представлены Саякпайским и Малдыбайским приразломными валами поперечного северо – восточного простирания, осложненные локальными приразломными структурами. К числу последних на Саякпайском вале относятся структуры Саякпай, Бособа и Жаркум, на Малдыбайском вале Анабай и Малдыбай. К числу приразломных также относится и крупная локальная структура Амангельды.
Основными отрицательными структурами являются Фурмановская котловина на северо – западе и Миштинская на западе.
Локальные структуры приурочены к валообразным выступам и осложняют внутренние части котловин, разделённых валами.
В результате интерпретации (2002г.) и переинтерпретации (2005г.) сейсморазведочных работ 3Д и с учетом данных бурения скважин были построены структурные карты по отражающим горизонтам II и IIId, характеризующие строение продуктивных нижнепермских и нижневизейских отложений.
В результате последней интерпретации (ТОО «PGS Казахстан», 2016г.) были построены структурные карты по отражающим горизонтам: I-P (подошва надсолевых отложений), IIa (кровля подсолевых отложений нижней перми), IIIk (кровля карбонатов серпуховского яруса нижнего карбона), IIId (подошва верхневизейских отложений), III (кровля нижневизейских отложений), IV (подошва турнейскихотложений). 
По результатам интерпретации материалов сейсмики 3D в тектоническом отношении структура представляет собой приразломную брахиантиклиналь, вытянутую в северо-восточном направлении. Разлом, ограничивающий структуру с юго-востока, фиксируется сейсморазведкой как зона потери корреляции от опорных отражающих горизонтов. Флексуро-разломный характер нарушения указывает на его обратный (взбросовый) тип. Данный разлом образует нарушенную зону, которая в центре площади имеет максимальную ширину, порядка 300-400 метров и затухает к краям площади. На рисунках 2.1.2-2.1.3 приведены временные разрезы по линии пробуренных и рекомендованных (по результатам переинтерпретации) к бурению скважин, характеризующих волновое поле в крест и по простиранию структуры. В волновом поле выделены и прокоррелированы основные целевые отражающие горизонты: IV, III, IIIk и II, стратиграфически приуроченные соответственно к подошве терригенной толщи турнейского яруса, к крвле песчаников нижнего визе, к кровле карбонатов серпуховского яруса и к кровле подсолевых отложений нижней перми, соответственно.
На рисунках 2.1.4-2.1.7 приводятся структурные карты по указанным целевым горизонтам. На них жирными линиями выделены контуры структуры Амангельды и указаны площади по замыкающим изогипсам по каждому горизонту.
Анализ структурных построений показывает, что структура Амангельды является унаследованной структурой длительного конседиментационного развития. Структурные ловушки имеют северо-восточные простирания (320 СВ) и ограничены с юго-востока разломом типа взброса, который затухает на юге и на севере. Данный разлом, имея на юге субширотное простирание, в центральной части структуры простирается примерно под таким же углом, как сама структура, а на севере участка имеет субмеридиональное простирание.  Единое простирание разлома и структуры, взбросовый тип разлома, указывают на их единый генезис в результате напряжения сжатия с СВ на ЮВ.
Ловушки имеют следующие параметры по горизонтам:
IV – по замыкающей изогипсе -2190 м площадь 32 кв. км и амплитуду порядка 125м,
III – по замыкающей изогипсе -1950 м площадь 58 кв. км и амплитуду порядка 280м,
III – по замыкающей изогипсе -1430 м площадь 42 кв. км и амплитуду порядка 220м,
IIa – по замыкающей изогипсе -600 м площадь 48 кв. км и амплитуду порядка 120 м, а если взять максимальную замыкающую изогипсу -640 м, площадь увеличится да 65 кв. км, а амплитуда до 160 м. 
При этом отмечается смещение свода кровли и вообще самой структуры пермского комплекса на север и северо – запад, при перспективности пермского комплекса недропользователю следует подумать о расширении контрактной территории на север, как минимум на 20 кв. км.
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[bookmark: _Toc241857745]Рис.2.1.2– Временной разрез I-I вдоль длинной оси месторождения
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[bookmark: _Toc241857746]Рис.2.1.3– Временной разрез II-II вдоль короткой оси месторождения
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[bookmark: _Toc241857747]Рис.2.1.4 – Структурная карта по отражающему горизонту IV (кровля девонских отложений)
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[bookmark: _Toc241857748]Рис.2.1.5 – Структурная карта по отражающему горизонту III (кровля нижневизейских отложений)
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[bookmark: _Toc241857749]Рис.2.1.6 – Структурная карта по отражающему горизонту IIIk (кровля карбонатов серпуховского яруса)
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[bookmark: _Toc241857750]Рис.2.1.7 – Структурная карта по отражающему горизонту IIа (кровля подсолевых отложений нижней перми)
2.1.3 Газоносность
Газоносность месторождения Амангельды связана с турнейскими, нижневизейскими, серпуховскими и пермскими отложениями. 
В первой поисковой скважине 1 высокими газопоказаниями по газовому каротажу и комплексу ГИС установлены нижнепермский подсолевой, серпуховский, нижневизейский, турнейский газоносные горизонты.
В отложениях верхнего девона (фаменский ярус), из которых получен приток газа на площади Анабай, газонасыщенных коллекторов в разрезе месторождения Амангельды не выявлено. В поисковой скважине 1 при опробовании интервала 2537–2549 м получен приток пластовой воды. В скважине 102, в отложениях девона, коллектора по ГИС не выделены. 
В таблице 2.1.1 приведено распределение выявленных на месторождении Амангельды залежей по продуктивным отложениям и характеру насыщения.
[bookmark: _Toc241857774]Таблица 2.1.1 - Распределение залежей на месторождении Амангельды
	Продуктивный
горизонт
	Пачка
	Количество залежей
	Характер насыщения

	Пермский - P1пс
	А
	одна
	газ (азотно-гелиевая)

	
	Б
	одна
	газ (азотно-гелиевая)

	
	В
	одна
	газ (азотно-гелиевая)

	Серпуховский - C1s
	А
	одна
	газоконденсат

	
	Б
	одна
	газоконденсат

	Нижневизейский – С1v1
	А1
	одна
	газоконденсат

	
	А2
	одна
	газоконденсат

	
	Б
	одна
	газоконденсат

	
	В
	одна
	газоконденсат

	Турнейский – С1t
	-
	одна
	газоконденсат


Месторождение Амангельды введено в ОПЭ в октябре 2003 г. В настоящее время на 01.07.2026 г. в разработке находится только нижневизейская залежь.
Для детального изучения месторождения Амангельды, прогнозирования участков с улучшенными коллекторскими свойствами фаменских отложений девона, турнейских, нижневизейских, серпуховских отложений нижнего карбона, уточнения границ распространения коллекторов месторождения, выявления зон развития малоамплитудных тектонических нарушений на участке была проведена переобработка, структурная интерпретация сейсморазведочных данных МОГТ 3Д в объеме 150 кв. км во временной области (31).
Переобработка и интерпретация выполнены в ТОО «Профешинал Гео Солюшинс Казахстан» (PGS) на региональном вычислительном центре в г. Алматы в 2016 г.
За основу структурных построений приняты сейсмические отражающие горизонты и отбивки пробуренных скважин.
Турнейский продуктивный горизонт
Турнейские отложения вскрыты 39 скважинами, но полностью вся толща горизонта вскрыта только в двух скважинах (скважины 1, 102). Выделена одна газоконденсатная залежь.
Газонасыщенный коллектор представлен плотным песчаником верхней части турнейского яруса, перекрытым толщей угленосных аргиллитов нижнего визея, которая может служить покрышкой для турнейской залежи.
Испытания в эксплуатационной колонне проведены в 7 поисково–разведочных скважинах (скважины 1, 2, 3, 4, 5, 6, 11). Приток газа, дебитом до 3 тыс. м3/сут, получен только в скважине 6 в интервалах -1805 -1810; -1812 -1818м.; Во всех остальных скважинах притоков не получено либо получен приток пластовой воды. (скважины 1, 2, 3, 4, 5, 11). В скважине 8 были проведены пластоиспытания на трубах КИИ 95, в результате которых был получен приток воды дебитом 0,67 м3/сут.
По ГИС газонасыщенные коллекторы выделены в скважинах 6, 102, 106, 113, 128, 137, 142, водонасыщенные пласты-коллекторы в скважинах 3, 9, 13, 101, 103, 107, 110, 115.
В целом по горизонту по ГИС газоводяной контакт (ГВК) не определен.
Пластовое давление не замерено, предполагается близким к пластовому давлению нижневизейской залежи. 
Поскольку в турнейском продуктивном горизонте промышленных притоков газа не получено, полная толщина горизонта вскрыта только в двух скважинах 1 и 102, а в большинстве скважин вскрыта только прикровельная часть, газоносность горизонта изучена недостаточно, то достоверно выделить залежи по ГИС не представляется возможным и горизонт требует доизучения. Поэтому залежь выделена по результатам опробования скважины 6.
ГВК принят условно по нижней отметке газа при опробовании в скважине 6 с учетом результатов ГИС по скважине 113 на абсолютной отметке -1830,0 м.
Залежь газа по типу пластового резервуара пластовая сводовая. Размеры залежи 6,7 х 1,9 км.




[bookmark: _Toc241857775]Таблица 2.1.2 - Обоснование положения ГВК турнейского горизонта
	Горизонт, пачка
	№ скв.
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	C1t
	6Г
	30.04.78
	-1818,0
	
	-1816,4
	

	
	113
	
	
	
	-1826,5
	

	
	137
	
	
	
	-1829,7
	-1833,6

	
	УГВК -1830,0 м


Нижневизейский продуктивный горизонт
Газоупором над залежью является пачка ангидрита в приподошвенной части верхневизейских отложений. Вскрыт всеми пробуренными глубокими скважинами (59 скважина и 5 стволов).
Представлен угленосно–терригенной толщей: в нижней части разрез сложен аргиллитами, глинистыми песчаниками с прослоями углей (аргиллиты являются газоупором снизу для газоконденсатной залежи), а в верхней – переслаиванием песчаников, алевролитов и аргиллитов с пропластками известняка и доломита. Средняя толщина горизонта составляет 69 м 
В разрезе нижневизейских отложений выделен продуктивный горизонт, в пределах которого прослеживаются 4 пачки А1, А2, Б и В, разделенные слоями аргиллитов толщиной от 1 м до 6-7 м, в которых, в свою очередь, выделены отдельные пласты. По скважинам проведена попластовая корреляция разреза. В предыдущем ПЗ-2018 г. Пачка А была единой, в данном пересчете запасов А пачки состоит из А1 и А2.
На основании материалов отчетов (1, 2, 3) и с учетом новой информации, полученной при бурении и опробовании эксплуатационных скважин за период, прошедший после предыдущего подсчета запасов, в данном отчете произведено уточнение строения залежи газа нижневизейских отложений и положения раздела газ-вода. 
Пачка А1. Общая толщина залежи изменяется от 1,1 м (скважина 123) до 17,6 м (скважины 101, 132) и в среднем составляет 10,7 м. Общая эффективная газонасыщенная толщина колеблется от 1,1 м (скважина 123) до 12,1 м (скважина 124) и в среднем составляет 4,6 м. Количество выделенных пластов–коллекторов колеблется от 1 до 10 
В залежи отмечается зона глинизации в 10 скважинах (скважины 102,105,113,121,122,123,136 и т.д). Коэффициент песчанистости равен 0,11 д. ед., коэффициент расчлененности – 3,84 д. ед., коэффициент распространения равен 0,89 д. ед.
Скважины 120 и 133 ранее отмеченные как зона отсутствия коллектора в данном пересчете выделены пласты-коллектора.
Опробование залежи этой пачки проведено в 23 объектах 17 разведочно-поисковых скважин. В 26 эксплуатационных скважинах и 3 боковых стволах совместно опробованы пачки А, Б и В.
Самыми низкими отметками получения газа являются –1931,9 м, -1943 м, в скважинах 117, 119-1, соответственно.
[bookmark: _Toc241857776]Таблица 2.1.3 - Обоснование положения ГВК нижневизейского горизонта пачка А1
	Горизонт, пачка
	№ скважины
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Нижневизейский продуктивный горизонт С1v1

	
	117
	13.03.05
	-1943
	
	-1943
	-

	
	119-1
	12.02.07
	-1931,9
	-
	-1931,9
	-

	
	УГВК -1943,0 м


Газоводяной контакт (ГВК) принят условно на абсолютной отметке -1943,0 м по подошве самого низкого газонасыщенного пласта в скважине 119-1, выделенного по ГИС и подтвержденного опробованием.
Залежь газа по типу резервуара пластовая сводовая, тектонически экранированная. Размеры залежи 13,7 х 6,0 км, высота – 277 м 
Пачка А2. Общая толщина залежи изменяется от 1,1 м (скважина 123) до 17,6 м (скважины 101, 132) и в среднем составляет 10,7 м. Общая эффективная газонасыщенная толщина колеблется от 1,1 м (скважина 123) до 12,1 м (скважина 124) и в среднем составляет 4,6 м. Количество выделенных пластов–коллекторов колеблется от 1 до 10.
Коэффициент песчанистости равен 0,35 д. ед., коэффициент расчлененности – 3,84 д. ед., коэффициент распространения равен 0,89 д. ед.
Опробование залежи этой пачки проведено в 23 объектах 17 разведочно-поисковых скважин. В 26 эксплуатационных скважинах и 3 боковых стволах совместно опробованы пачки А, Б и В. Самыми низкими отметками получения газа являются –1953,1 м, -1960,1 м, в скважинах 119 и 119-1, соответственно. В скважине 9 с абсолютной отметки -1968,0 м получена пластовая вода при опробовании, по ГИС в этой скважине водоносные пласты фиксируются с отметки -1980,2 м.
Газоводяной контакт (ГВК) принят условно на абсолютной отметке -1961,0 м по подошве самого низкого газонасыщенного пласта в скважине 119--1, выделенного по ГИС и подтвержденного опробованием. Кровля водонасыщенного пласта в скважине 9 определена по ГИС на абсолютной отметке -1980,2 м и подтверждена опробованием (Табл. 2.1.4).
[bookmark: _Toc241857777]Таблица 2.1.4 - Обоснование положения ГВК нижневизейского горизонта пачка А2
	Горизонт, пачка
	№ скважины
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Нижневизейский продуктивный горизонт С1v1

	С1v1 А2
	9
	27.03.78
	-
	-1980,2
	-
	-1980,2

	
	117
	13.03.05
	-1953,1
	-
	-1953,1
	-

	
	119
	12.02.07
	-1960,1
	-
	-1960,1
	-

	
	УГВК -1961,0 м


УГВК, принятый для пачки А2 в настоящем ПР, не изменился по сравнению с ГВК пачки А, утвержденным в предыдущем отчете по состоянию на 01.01.2018 г. (21). Но, за счет бурения новых скважин, уточнилась конфигурация скважин.
Залежь газа по типу резервуара пластовая сводовая, тектонически экранированная. Размеры залежи 13,7 х 6,0 км, высота – 277 м 
Пачка Б является маломощной и отделяется от вышезалегающей пачки А глинистым разделом толщиной от 1,3 м (скважина 131) до 6,7 м (скважины 3, 16) и в Общая толщина коллектора изменяется от 0,6 м (скважина 132) до 7,1 м (скважина 125-1) и в среднем составляет 3,2 м В пределах пачки выделяется преимущественно один-четыре пласта – коллектора.
 В 11 скважинах (скважины 7, 13, 103, 110, 115, 117, 124, 131, 132, 134, 141) пласты-коллекторы замещены глинистыми разностями. Коэффициент песчанистости равен 0,26 д. ед., коэффициент расчлененности – 1,91 д. ед., коэффициент распространения равен 0,65 д. ед. 
Самая низкая отметка получения газа в пачке Б отмечена в скважине 119 на абсолютной отметке -1967,8 м при совместном опробовании пачек А, Б, В в открытом стволе. В скважине 13 по данным интерпретации ГИС кровля водонасыщенного пласта на абсолютной отметке -1969,5 м. В скважине 9 кровля опробованного водонасыщенного пласта вскрыта на глубине -1993,1 м.
Газоводяной контакт для пачки Б принят условно на абсолютной отметке -1968,0 м по подошве самого низкого газонасыщенного пласта в скважине 119, выделенного по ГИС и подтвержденного опробованием. Кровли водонасыщенных пластов в скважинах 9 и 13 определены по ГИС на абсолютных отметках -1993,1 м и -1969,5 м.

[bookmark: _Toc241857778]Таблица 2.1.5 - Обоснование положения ГВК нижневизейского горизонта пачка Б
	Горизонт, пачка
	№ скважины
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Нижневизейский продуктивный горизонт С1v1

	С1v1 Б
	9
	27.03.78
	-
	-1993,1
	-
	-1993,1

	
	13
	10.12.77
	-
	-
	-
	-1969,5

	
	119
	12.02.07
	-1967,8
	-
	-1967,8
	-

	
	УГВК -1968,0 м


УГВК, принятый для пачки Б в настоящем ПР, не изменился по сравнению с ГВК, утвержденным в предыдущем отчете по состоянию на ПР-2019 г. 
Залежь газа по типу резервуара пластовая сводовая, тектонически и литологически экранированная. Размеры залежи 12,5 х 5,4 км, высота – 266 м.
Пачка В является наиболее выдержанной, отделяется от вышезалегающей пачки Б небольшим глинистым пластом толщиной от 0,9 (скважина 122) до 5,5 м (скважины 113) и в среднем составляет 2,9 м. 
Общая толщина залежи в среднем составляет 15,3 м, изменяясь при этом от 2,0 (скважина 7) до 23,7 м (скважина 104). В пачке выделяется от 1 до 15 пластов-коллекторов. Эффективная газонасыщенная толщина изменяется от 2,0 (скважина 7) до 21,1 м (скважина 104) и в среднем составляет 11,6 м.
В скважине 15 пласты-коллекторы заглинизированы. Коэффициент распространения равен 0,98 д. ед., коэффициент расчлененности составляет 6,06 д. ед., коэффициент песчанистости - 0,66 д. ед. 
Газоконденсатная залежь нижневизейского подъяруса установлена по данным опробования практически всех скважин. В скважине 13 в процессе бурения были проведены пластоиспытания на трубах (ИПТ) прибором КИИ-2-146 при забое 2460 м визейских и турнейских отложений и при забоях 2335 м, 2355 м визейских отложений. Приток газа не получен, объекты «сухие».
Самые низкие отметки получения газа по ГИС фиксируются в скважинах 13, 117, 119 на абсолютных отметках -1985,8 м, -1977,9 м, -1986,5 м, соответственно, которые подтверждены опробованием в скважинах 117 и 119. В скважине 9 по ГИС кровля водонасыщенного пласта фиксируется с абсолютной отметки -1998,3 м. Опробование пачки В в скважине 9 проведено совместно с пачкой Б в интервале 2348-2365 м (-1992- -2009 м), получен приток пластовой воды плотностью 1,16 г/см3. 
Газоводяной контакт принят условно на абсолютной отметке -1986,0 м по подошве самого низкого газонасыщенного пласта в скважине 13, выделенного по ГИС. Кровля водонасыщенного пласта в скважине 9 определена по ГИС на абсолютной отметке -1998,2 м и подтверждена опробованием. 
УГВК, принятый для пачки В в настоящем проекте, не изменился по сравнению с ГВК, утвержденным в предыдущем ПР-2019 г. За счет бурения новых скважин уточнилась конфигурация залежи.
Залежь газа по типу резервуара пластовая сводовая, тектонически и литологически экранированная. Размеры залежи 13,1 х 6,9 км, высота – 276 м.
[bookmark: _Toc241857779]Таблица 2.1.6 - Обоснование положения ГВК нижневизейского горизонта пачка В
	Горизонт, пачка
	№ скважины
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Нижневизейский продуктивный горизонт С1v1

	С1v1 В
	5Г
	30.10.76
	-1954,6
	-
	-1954,6
	-

	
	9
	27.03.78
	-
	-1998,2
	-
	-1998,2

	
	13
	10.12.77
	-
	-
	-1985,8
	-

	
	104-1
	21.02.05
	-1956,2
	-
	-1956,2
	-

	
	117
	13.03.05
	-1977,9
	-
	-1977,9
	-

	
	119
	12.02.07
	-1985,6
	-
	-1986
	-

	
	УГВК -1986,0 м


Серпуховский продуктивный горизонт
Вскрыт всеми глубокими скважинами, из которых 8 скважин пробурены после ПЗ-2018г.
Выделены две пачки А и Б, к которым приурочены газоконденсатные залежи. Коллекторы серпуховского горизонта представлены известняками.
Покрышкой серпуховской залежи А является толща переслаивающихся глинистых известняков и аргиллитов со слоями ангидритов толщиной до 67 м, залегающая в кровле серпуховского горизонта. Снизу горизонт экранируется мергелями и известняками верхневизейского подъяруса.
Пачки А и Б разделяются слоем плотных пород толщиной от 12,2 м (скважина 123) до 18,2 м (скважина 11), что в среднем составляет 16,4 м, которые экранируют пачку Б.
Впервые газоносность серпуховского продуктивного горизонта была рассмотрена в подсчете запасов 1981 г. (14). Была выделена в сводовой части структуры одна литологически и тектонически экранированная пластовая газоконденсатная залежь высотой 120 м. 
В пределах площади коллекторы серпуховского яруса распространены неравномерно: основная часть находится в сводовой части структуры, а на крыльях практически повсеместно замещаются глинистыми известняками и сульфатами. 
Пачка А. Общая толщина пачки А выдержана по площади и в среднем составляет 46,2 м, изменяясь от 42,0 м (скважина 125) до 51,9 м (скважина 131). В разрезе выделяется от 1 (скважина 129) до 2 (скважины 4, 128) пластов – коллекторов. Пласты имеют ограниченное распространение, коэффициент распространения составляет 0,06 д. ед. 
Таким образом, в пачке А серпуховского продуктивного горизонта выделена одна залежь в районе скважин 4, 128, 129, остальная часть заглинизирована. Также, бурение новых скважин №137,142 уточнили конфигурацию залежи, в них выделяются глинистые отложения. 
Общая толщина коллектора изменяется от 0,4 м (скважина 129) до 2,30 м (скважина 4) и в среднем равна 1,35 м. Все скважины пробурены в чисто газовой зоне. Поэтому эффективные и эффективные газонасыщенные толщины равны и колеблются от 0,4 м до 2,3 м, составляя в среднем 1,35 м 
Пачка А представлена коллекторами в трех скважинах 4, 128, 129. Коэффициенты песчанистости и расчлененности составляют, соответственно, 0,03 д. ед. и 1,67 д. ед. (Табл. 2.1.7). 
Залежь опробованием не подтверждена.
ГВК по данным ГИС не прослеживается, все скважины вскрывают чисто газовую зону. Самая нижняя отметка газонасыщенного пласта-коллектора по данным ГИС отмечена в скважине 4 на абсолютной отметке – 1394,6 м. 
Таким образом, ГВК принят условно на отметке -1395,0 м.
[bookmark: _Toc241857780]Таблица 2.1.7 - Обоснование положения ГВК серпуховского горизонта пачка А
	Горизонт, пачка
	№ скважины
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	С1s А
	4
	17.06.76
	-
	-
	-1395,0
	-

	
	УГВК -1395,0 м


Залежь по типу резервуара пластовая, литологически экранированная. Размеры залежи составляют 2,8х2,3 км, высота залежи составляет порядка 95 м.
Пачка Б. Находится в приподошвенной части продуктивного горизонта. Толщина пачки Б, как и пачки А, хорошо выдержана и незначительно меняется по площади от 22,0 м (скважина 122) до 29,0 м (скважина 123), в среднем имеет толщину 25,0 м. Пласты имеют ограниченное распространение, как и в пачке А, коэффициент распространения составляет 0,11 д. ед. Коэффициенты песчанистости и расчлененности составляют, соответственно, 0,1 д. ед. и 2,83 д. ед. 
Таким образом, в пачке Б серпуховского продуктивного горизонта выделена одна залежь в районе скважины 1 (сводовая часть), остальная часть заглинизирована.
Общая толщина коллектора изменяется от 0,8 м (скважина 128) до 20,4 м (скважина 1) и в среднем равна 7,7 м. Все скважины пробурены в чисто газовой зоне. Поэтому эффективные и эффективные газонасыщенные толщины равны и колеблются от 0,8 м (скважина 128) до 10,5 м (скважина 1), составляя в среднем 3,8 м.
Залежь пачки Б подтверждена опробованием. В поисково-разведочных скважинах горизонт испытан пятью скважинами (1, 2, 3, 4, 11), в том числе после обсадки в 4 скважинах (скважины. 1, 3, 4, 11). Промышленный приток газа получен только в скважине 1, после соляно-кислотной обработки дебит газа составил 17,3 тыс. м3/сут. В остальных скважинах (скважины 4, 11) получены незначительные притоки газа (до 3 тыс. м3/сут) даже после кислотной обработки. В скважине 3 притока не получено. В скважине 2 получен фильтрат бурового раствора в открытом стволе.
В эксплуатационных скважинах серпуховские отложения испытаны только в двух скважинах в процессе бурения (скважины 103, 110). Притоков не получено. После подсчета запасов (21) опробования и испытания в серпуховском горизонте не проводились. Новые данные по скважинам получены только в результате интерпретации данных ГИС.
По данным ГИС коллекторы вскрыты в 6 скважинах (скважины 1, 4, 6, 113, 123, 128). Также, новые скважины 139, 142 уточнили зону отсутствия коллектора.
Самая низкая отметка газонасыщенности фиксируется на абсолютной отметке -1435,3 м в скважине 4.
ГВК не вскрыт и условно определен на абсолютной отметке -1436,0 м по подошве самого низкого газонасыщенного пласта в скважине 4 (Табл. 2.1.8).





[bookmark: _Toc241857781]Таблица 2.1.8 - Обоснование положения ГВК серпуховского горизонта пачка Б
	Горизонт, пачка
	№ скважины
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	С1s Б
	4
	17.06.76
	-
	-
	-1435,1
	-

	
	УГВК -1436,0 м


Залежь по типу резервуара пластовая сводовая, литологически и тектонически экранированная. Размеры залежи составляют 6,4х1,7 км, высота залежи – 90 м.
Пермский газоносный горизонт             
Пермский газоносный горизонт, приуроченный к терригенным подсоленосным отложениям нижней перми, вскрыт всеми пробуренными 69 скважинами, из которых 8 скважин новые, пробуренных после утверждения подсчета запасов 2018 г. По результатам бурения новых скважин установлено, что в пределах рассматриваемого горизонта коллекторы не выделяются, разрез представлен преимущественно плотными глинистыми и алевритистыми породами. Данный факт свидетельствует о существенной литологической неоднородности разреза и ограниченном распространении коллекторов, что позволило уточнить конфигурацию залежи и ее контуры. Развитие коллекторов приурочено преимущественно к северо-восточной части площади, тогда как на остальной территории они замещаются неколлекторскими глинистыми разностями. Общая толщина горизонта в среднем составляет 295,0 м.
Испытание в структурно–поисковых скважинах проводилось открытым стволом большими интервалами. В глубоких скважинах (кроме скважины 3), опробование не проводилось. В скважине 3 проведено попластовое испытание 4 объектов, в результате которых получены незначительные (до 1 тыс. м3/сут) притоки газа. При опробовании скважины №17 не получен приток, пласт сухой. В процессе бурения скважины 18 фонтанировала газом при забоях (856 м.), дебит составил порядка 242 тыс. м3/сут. По новым скважинам получены исключительно данные геофизических исследований (ГИС), которые были использованы для уточнения геологического строения залежи и границ распространения коллекторов. В горизонте прослеживаются 3 пачки А, Б и В, разделенные между собой глинистыми пережимами. По каждой пачке условно принят самостоятельный ГВК по самой нижней отметке выделенного по ГИС для данной пачки газонасыщенного пласта-коллектора. 
Пачка А. В разрезе пачки прослеживаются от 1 до 7 пластов-коллекторов. Общая толщина пачки составляет, в среднем 27,8 м, изменяясь от 1,6 м до 54 м. Эффективная газонасыщенная толщина колеблется от 1,0 м (скважина 8-с) до 12,4 м (скважина 131), составляя в среднем 3,7 м.
Пласт наиболее распространен, чем нижележащие пласты, коэффициент распространения равен 0,94. Коэффициент песчанистости составляет 0,37, коэффициент расчлененности – 3,1. По результатам бурения новых скважин в пределах рассматриваемого горизонта коллекторы не выделены, разрез представлен преимущественно глинистыми и плотными породами. Данный факт свидетельствует о существенной литологической неоднородности разреза и ограниченном распространении коллекторов, что позволило уточнить контуры залежи и зоны развития продуктивных интервалов. Принятие ГВК носит условный характер в связи с отсутствием достоверных данных опробования на водоносность и основано на интерпретации данных ГИС.
ГВК условно принят на отметке -632,0 м.
[bookmark: _Toc241857782]Таблица 2.1.9 - Обоснование положения ГВК пермского горизонта пачка А
	Горизонт, пачка
	№ скважины
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Пермский горизонт P1пс

	
Р1пс А

	8
	
	
	
	-627,5
	

	
	9-с
	28.04.77
	-
	-
	-631,6
	-

	
	УГВК -632,0 м


Залежь пластовая сводовая, тектонически и литологически экранированная. Размеры залежи составляют 12,5 х 2,5 км.
Пачка Б менее распространена, чем пачка А, коэффициент распространения составляет 0,82. 
Общая толщина пачки изменяется от 1,6 м до 144 м, в среднем составляет 72,8 м (Табл. 2.10).
В пределах пачки выделяются от 1 до 10 пластов – коллекторов, эффективная газонасыщенная толщина которых колеблется от 1 м до 17,7 м (Табл. 2.1.10). Коэффициенты песчанистости и расчлененности составляют, соответственно, 0,11 и 4,0.
ГВК условно принят на отметке -792,0 м по подошве выделенного по ГИС в скважине 9-с газонасыщенного пласта-коллектора на абсолютной отметке -791,6 м. По результатам бурения новых скважин в пределах рассматриваемого горизонта коллекторы не выделены, разрез представлен преимущественно глинистыми и плотными породами. Данный факт свидетельствует о существенной литологической неоднородности разреза и ограниченном распространении коллекторов, что позволило уточнить контуры залежи и зоны развития продуктивных интервалов.
[bookmark: _Toc241857783]Таблица 2.1.10 - Обоснование положения ГВК пермского горизонта пачка Б
	Горизонт, пачка
	№ скважины
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Пермский горизонт P1пс

	Р1пс Б
	9-с
	28.04.77
	-
	-
	-791,6
	-

	
	УГВК -792,0 м


Залежь пластовая сводовая, тектонически и литологически экранированная. Размеры залежи 12,5х3,5 км.
Пачка В. В разрезе пачки В выделяется от 1 до 3 пластов – коллекторов. Пласты имеют ограниченное распространение, коэффициент распространения составляет 0,82 д. ед. Коэффициенты песчанистости и расчлененности составляют, соответственно, 0,25 д. ед. и 3,1 д. ед. 
Общая толщина пачки составляет, в среднем, 52,4, м, изменяясь от 0,8 м до 104 м. Эффективные газонасыщенные толщины колеблются от 0,8 м до 6,5 м и в среднем составляют 3,7м. Во всех новых скважинах не выделяется коллектор, которые уточнили строение залежи. По результатам бурения новых скважин в пределах рассматриваемого горизонта коллекторы не выделены, разрез представлен преимущественно глинистыми и плотными породами. Данный факт свидетельствует о существенной литологической неоднородности разреза и ограниченном распространении коллекторов, что позволило уточнить контуры залежи и зоны развития продуктивных интервалов.
Самая нижняя отметка газонасыщенного по данным ГИС коллектора отмечена в скважине 9-с на абсолютной отметке - 836,6 м.
ГВК условно принят на абсолютной отметке -837,0 м.
Залежь пластовая сводовая, тектонически и литологически экранированная. Размеры залежи 6,2х3,2 км.






[bookmark: _Toc241857784]Таблица 2.1.11 - Обоснование положения ГВК пермского горизонта пачка В
	Горизонт, пачка
	№ скважины
	Дата бурения скважины
	По данным опробования
	По данным ГИС

	
	
	
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м
	нижняя отметка газа, м
	верхняя отметка воды, м

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Пермский горизонт P1пс

	Р1пс В

	9-с
	28.04.77
	-
	-
	-836,6
	-

	
	УГВК -837,0 м


[bookmark: _Toc31877837][bookmark: _Toc241857417]2.2 Характеристика толщин, коллекторских свойств продуктивных пластов (горизонтов) и их неоднородности
В данном разделе приводятся результаты статистических обработок полученных значений толщин, ФЕС и газонасыщенности коллекторов по данным ГИС и керну. 
Характеристика коллекторских свойств по керну и ГИС 
В данном подразделе приведена статистическая характеристика емкостно-фильтрационных свойств и газонасыщенности коллекторов по данным ГИС и керну серпуховского, нижневизейского и турнейского горизонтов. К классу коллекторов в перми отнесены породы с Кп≥0,11 ед, Кгл≤0,36 д.ед, Кг≥0,50 д.ед; серпухове Кп≥0,10 ед, Кгл≤0,36 д.ед, Кг≥0,50 д.ед; нижнем визее и турнее с Кпр≥0,3 мД, Кп≥0,12 д.ед, Кгл≤0,18 д.ед, Кг≥0,50д.ед.
Горизонт P1pc. Литологическая характеристика подсоленосных отложений установлена по данным макроописания керна. В нижней части разреза развиты преимущественно аргиллиты, выше отмечается переслаивание песчаников, аргиллитов и алевролитов, перекрываемое соленосной толщей. Песчаники мелко- и среднезернистые, алевритистые, в различной степени глинистые, карбонатизированные и сульфатизированные. Аргиллиты и алевролиты плотные, местами окремнённые, с включениями ангидрита. Коллекторские свойства приурочены к песчаникам полимиктового состава с сульфатно-железисто-глинистым цементом. 
Горизонт охарактеризован керном из 14 скважин (скв. 1с–5с, 7с–10с, 1G, 2G, 3, 17R и 113), по которым суммарный вынос керна составил 2510,9 м (86% от проходки); исследовано 754 образца. Данные приведены по материалам ПЗ-2006 г. и носят ориентировочный характер в связи с отсутствием первичной документации и детальной привязки интервалов отбора.
По материалам ГИС залежь P1pc-А газонасыщенные коллекторы залежи выделены в 11 скважинах. Величина открытой пористости продуктивных коллекторов по ГИС изменяется от 0,11 до 0,23 д.ед. и составляет в среднем 0,14 д.ед., газонасыщенность изменяется от 0,50 д.ед до 0,84 д.ед, в среднем равна 0,63 д.ед.
По данным ГИС залежь P1pc-B газонасыщенные коллекторы залежи выделены в 8 скважинах. Величина открытой пористости продуктивных коллекторов по ГИС изменяется от 0,11 до 0,20 д.ед. и составляет в среднем 0,14 д.ед., газонасыщенность изменяется от 0,50 д.ед до 0,72 д.ед, в среднем равна 0,61 д.ед.
В залежи P1pc-V газонасыщенные коллекторы выделены в 7 скважинах. Величина открытой пористости продуктивных коллекторов по ГИС изменяется от 0,12 до 0,17 д.ед. и составляет в среднем 0,14 д.ед., газонасыщенность изменяется от 0,52 д.ед до 0,67 д.ед, в среднем равна 0,57 д.ед.
Горизонт С1s. Отбор керна выполнен в 17 скважинах, вскрывших неколлекторские интервалы, при этом фильтрационно-ёмкостные свойства определялись по данным 11 скважин. 
Литологически продуктивный разрез представлен аргиллитами алевритистыми темно-серого и черного цвета, а также доломитами и известняками коричневато-серого и серого оттенков с прослоями алевролитов и ангидрита. Цемент глинистый, глинисто-карбонатный и карбонатный.
По данным шлифов породы представлены перекристаллизованными доломитами с преобладанием доломита (69–80%), при содержании кальцита (6–7%) и терригенной примеси (13–25%), включающей кварц и полевые шпаты. Цемент составляет около 80–85%, представлен микрокристаллическим доломитом.
Залежь C1sr-А охарактеризован керном из пяти скважин (103, 113, 126, 137 и 140), по которым вынос керна составил 57,3 м (91,1% от проходки); проанализировано 40 образцов, при этом образцы, характеризующие коллекторским критериям, отсутствуют.
Залежь C1sr-B охарактеризован керном из пяти скважин (скв. 103, 126, 134, 136 и 139), по которым вынос керна составил 84,0 м (76,4% от проходки); изучено 82 образца, также, как и в пачке А, образцы, характеризующие коллекторские свойства, отсутствуют.
По материалам ГИС газонасыщенные коллекторы залежи выделены в девяти скважинах (скв. 1G, 4, 6G, 108, 112, 113, 121, 128 и 129). Величина открытой пористости продуктивных коллекторов по ГИС изменяется от 0,14 до 0,22 д.ед. и составляет в среднем 0,11 д.ед., газонасыщенность изменяется от 0,52 д.ед до 0,91 д.ед, в среднем равна 0,76 д.ед. 
Залежь C1v1-A. Пачка А представлена преимущественно песчаниками коричневато-серого цвета средне- и мелкозернистыми с алевритовой примесью. В составе отмечаются углисто-глинистые прослои и растительный детрит. Цемент глинистый и глинисто-карбонатный.
По данным шлифов породы имеют кварц-полевошпатовый состав с преобладанием кварца (до ~70%) и содержанием полевых шпатов (до ~20%), обломков пород (до ~8%) и слюд. Цемент преимущественно гидрослюдистый с примесью карбонатного вещества. 
Залежь C1v1-А охарактеризована керном из 19 скважин (скв. 101, 102, 103, 104, 105, 106, 107, 108, 109, 113, 115, 118, 119, 120, 124, 130, 134, 136 и 141). Вынос керна по отдельным скважинам изменяется от 1,48 до 6,56 м, что соответствует 29-100% от проходки. Суммарная проходка по горизонту составляет 253,3 м, вынос керна 210,9 м (83,3%). Изучено 227 образцов, из них 57 представительных и 10 образцов с видимыми дефектами. Проницаемость изменяется от 0,31*10-3 до 57,21*10-3мкм2, среднее значение по залежи равно 6*10-3мкм2; пористость колеблется от 0,12 до 0,26 д.ед. и в среднем составляет 0,17 д.ед. 
По данным ГИС газонасыщенные коллекторы залежи выделены в 12 скважинах. Величина открытой пористости продуктивных коллекторов по ГИС изменяется от 0,12 до 0,29 д.ед. и составляет в среднем 0,18 д.ед., газонасыщенность изменяется от 0,53 д.ед до 0,91 д.ед, в среднем равна 0,73 д.ед.
Залежь C1v1-B представлена песчаниками кварцевого и кварц-полевошпатового состава с алевритовой и глинистой примесью. Минеральный состав характеризуется преобладанием кварца (до 70–85%) при содержании полевых шпатов (до 4–20%) и обломков пород (до 8–10%); в незначительных количествах присутствуют слюды. Цемент глинистый и глинисто-карбонатный, местами гидрослюдистый; отмечаются карбонатизация и развитие вторичного кальцита.
Горизонт охарактеризован керном из 17 скважин (скв. 102, 103, 104, 105, 107, 108, 113, 114, 115, 118, 120, 124, 126, 130, 134, 136 и 141). Вынос керна по отдельным скважинам изменяется от 1,48 до 6,56 м, что соответствует 29–100% от проходки. Суммарная проходка по горизонту составляет 128,9 м, вынос керна 121,4 м (94,2%). Изучено 128 образцов, из них 44 представительных и 36 образцов с видимыми дефектами. Проницаемость изменяется от 0,31*10⁻³ до 57,21*10⁻³ мкм², среднее значение по залежи составляет 6*10⁻³ мкм²; пористость варьирует в пределах 0,12–0,25 д. ед., среднее значение 0,17 д. ед.
По материалам ГИС газонасыщенные коллекторы залежи выделены в 49 скважинах. Величина открытой пористости продуктивных коллекторов по ГИС изменяется от 0,13 до 0,28 д.ед. и составляет в среднем 0,18 д.ед., газонасыщенность изменяется от 0,51 д.ед до 0,89 д.ед, в среднем равна 0,72 д.ед.
Залежь C1v1-V литологически представлена преимущественно песчаниками коричневато-серого и серого цвета мелко- и среднезернистыми с прослоями углисто-глинистых разностей и аргиллитов. В составе пород отмечаются углефицированные растительные остатки и углисто-глинистое вещество. Минеральный состав определяется преобладанием кварца при участии полевых шпатов, обломков пород, глинистых минералов и в незначительных количествах слюд.
По данным шлифов породы характеризуются кварцевым составом (до 85%) при содержании обломков пород (до 10%), полевых шпатов (около 4%) и слюд (до 1%). Обломочный материал составляет около 92%. Цемент (около 8%) гидрослюдисто-карбонатный, контактового и порово-контактового типов; отмечаются признаки карбонатизации и развитие вторичного кальцита. 
Горизонт C1v1-V изучен по керну 18 скважин (скв. 102, 103, 105–108, 113, 114, 115, 118, 124, 126, 130, 134, 136, 137, 140 и 141). Вынос керна по отдельным скважинам изменяется от 0,4 до 17,06 м, что соответствует 22-100% от проходки с отбором. Суммарная проходка по пачке составляет 247,8 м, вынос керна 216,0 м (87,2%). Проанализировано 438 образцов, представительные 191 образец, с дефектами 13. Проницаемость по керну изменяется от 0,31*10⁻³ до 9,28*10⁻³ мкм², среднее значение по залежи составляет 1,3*10⁻³ мкм²; пористость варьирует в пределах 0,12-0,20 д. ед., среднее значение 0,15 д. ед.
По данным ГИС газонасыщенные коллекторы залежи выделены в 58 скважинах. Величина открытой пористости продуктивных коллекторов по ГИС изменяется от 0,12 до 0,26 д.ед. и составляет в среднем 0,17 д.ед., газонасыщенность изменяется от 0,5 д.ед до 0,93 д.ед, в среднем равна 0,65 д.ед.
Залежь C1t литологически представлена чередованием песчаников, алевролитов и аргиллитов серых, тёмно-серых и чёрных оттенков. Песчаники и алевролиты преимущественно плотные, часто карбонатизированные. Аргиллиты трещиноватые, с развитием вертикальных и субвертикальных незаполненных трещин.
Горизонт C1t охарактеризован керном из 6 скважин (скв. 102, 106, 115, 137 и 139), по которым вынос керна колеблется от 2,8 до 10,0 м, что составляет от 89 до 100% от проходки. Всего с отбором керна по горизонту пройдено 37,7 м, вынесено 70,9 м (52,7%), проанализировано 52 образцов, в том числе представительных 16. Проницаемость по керну изменяется от 0,31*10⁻³ до 5,3*10⁻³ мкм², среднее значение по залежи составляет 1,0*10⁻³ мкм²; пористость варьирует в пределах 0,12-0,17 д. ед., среднее значение 0,6 д. ед.
По данным ГИС газонасыщенные коллекторы залежи выделены в 15 скважинах. Величина открытой пористости продуктивных коллекторов по ГИС изменяется от 0,13 до 0,27 д.ед. и составляет в среднем 0,18 д.ед., газонасыщенность изменяется от 0,5 д.ед до 0,76 д.ед, в среднем равна 0,63 д.ед.
В таблице 2.2.1 приведены ряды распределения проницаемости, определённой по керну, где видно, что по всем горизонтам основная часть значений приходится на интервал до 10*10⁻³ мкм², при этом наибольшее количество наблюдается в диапазоне 0,3-1*10⁻³ мкм². Значения проницаемости свыше 10*10⁻³ мкм² встречаются редко и характерны преимущественно для горизонтов C1v1-A и C1v1-B.
[bookmark: _Toc87864496][bookmark: _Toc241857785]Таблица 2.2.1 – Ряды распределения проницаемости по горизонтам
	Интервалы изменения проницаемости по керну,
*10-3мкм2
	Количество случаев по залежам

	
	С1V1-А
	С1V1-B
	С1V1-V
	C1t

	0,3-1
	24
	24
	127
	15

	1-10
	17
	11
	64
	1

	10-100
	12
	9
	-
	-


В таблице 2.2.2 приведена статистическая характеристика фильтрационно-ёмкостных свойств и коэффициента газонасыщенности продуктивных коллекторов по материалам ГИС и керну.
[bookmark: _Toc241857786]Таблица 2.2.2 – Статистическая характеристика горизонтов (залежей) по керну и ГИС
	Горизонт (залежь)
	Метод
определения
	Наименование
	Проницае-мость,
10-3*мкм2
	Порис-тость,
д.ед.
	Газонасы-щенность, д.ед.

	
	
	
	
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6

	P1pc-A
	лабораторные
исследования
керна
	количество скважин
	-
	-
	-

	
	
	кол-во определений
	-
	-
	-

	
	
	среднее значение
	-
	-
	-

	
	
	интервал изменений
	-
	-
	-

	
	геофизические исследования скважин
	количество скважин
	-
	9
	9

	
	
	кол-во определений
	-
	25
	25

	
	
	среднее значение
	-
	0,15
	0,63

	
	
	интервал изменений
	-
	0,11-0,23
	0,50-0,84

	P1pc-B
	лабораторные
исследования
керна
	количество скважин
	-
	-
	-

	
	
	кол-во определений
	-
	-
	-

	
	
	среднее значение
	-
	-
	-

	
	
	интервал изменений
	-
	-
	-

	
	геофизические исследования скважин
	количество скважин
	-
	7
	7

	
	
	кол-во определений
	-
	22
	22

	
	
	среднее значение
	-
	0,14
	0,61

	
	
	интервал изменений
	-
	0,11-0,20
	0,50-0,72

	P1pc-V
	лабораторные
исследования
керна
	количество скважин
	-
	-
	-

	
	
	кол-во определений
	-
	-
	-

	
	
	среднее значение
	-
	-
	-

	
	
	интервал изменений
	-
	-
	-

	
	геофизические исследования скважин
	количество скважин
	-
	6
	6

	
	
	кол-во определений
	-
	10
	10

	
	
	среднее значение
	-
	0,14
	0,57

	
	
	интервал изменений
	-
	0,12-0,17
	0,52-0,67



Продолжение табл. 2.2.2
	С1s-А
	лабораторные исследования керна
	количество скважин
	-
	-
	-

	
	
	кол-во определений
	-
	-
	-

	
	
	среднее значение
	-
	-
	-

	
	
	интервал изменений
	-
	-
	-

	
	геофизические исследования скважин
	количество скважин
	-
	3
	3

	
	
	кол-во определений
	-
	6
	6

	
	
	среднее значение
	-
	0,15
	0,69

	
	
	интервал изменений
	-
	0,11-0,19
	0,56-0,87

	С1s-B
	лабораторные исследования керна
	количество скважин
	-
	-
	-

	
	
	кол-во определений
	-
	-
	-

	
	
	среднее значение
	-
	-
	-

	
	
	интервал изменений
	-
	-
	-

	
	геофизические исследования скважин
	количество скважин
	-
	8
	8

	
	
	кол-во определений
	-
	24
	24

	
	
	среднее значение
	-
	0,14
	0,78

	
	
	интервал изменений
	-
	0,11-0,22
	0,52-0,91

	С1V1-А
	лабораторные исследования керна
	количество скважин
	12
	12
	-

	
	
	кол-во определений
	53
	53
	-

	
	
	среднее значение
	6,08
	0,17
	-

	
	
	интервал изменений
	0,31-57,21
	0,12-0,26
	-

	
	геофизические исследования скважин
	количество скважин
	-
	60
	60

	
	
	кол-во определений
	-
	200
	200

	
	
	среднее значение
	-
	0,18
	0,73

	
	
	интервал изменений
	-
	0,12-0,29
	0,53-0,91

	С1V1-B
	лабораторные исследования керна
	количество скважин
	10
	10
	-

	
	
	кол-во определений
	44
	44
	-

	
	
	среднее значение
	5,0
	0,17
	-

	
	
	интервал изменений
	0,31-32,13
	0,12-0,25
	-

	
	геофизические исследования скважин
	количество скважин
	-
	
	

	
	
	кол-во определений
	-
	74
	74

	
	
	среднее значение
	-
	0,18
	0,72

	
	
	интервал изменений
	-
	0,13-0,28
	0,51-0,89

	С1V1-V
	лабораторные исследования керна
	количество скважин
	15
	15
	-

	
	
	кол-во определений
	191
	191
	-

	
	
	среднее значение
	1,3
	0,15
	-

	
	
	интервал изменений
	0,31-9,28
	0,12-0,20
	-

	
	геофизические исследования скважин
	количество скважин
	-
	58
	58

	
	
	кол-во определений
	-
	206
	206

	
	
	среднее значение
	-
	0,17
	0,65

	
	
	интервал изменений
	-
	0,12-0,26
	0,5-0,93

	С1t
	лабораторные исследования керна
	количество скважин
	2
	2
	-

	
	
	кол-во определений
	16
	16
	-

	
	
	среднее значение
	1,0
	0,145
	-

	
	
	интервал изменений
	0,31-5,3
	0,12-0,17
	-

	
	геофизические исследования скважин
	количество скважин
	-
	15
	15

	
	
	кол-во определений
	-
	42
	22

	
	
	среднее значение
	-
	0,18
	0,63

	
	
	интервал изменений
	-
	0,13-0,27
	0,5-0,76


[bookmark: _Toc31877840][bookmark: _Toc31877838][bookmark: _Toc31877843][bookmark: _Toc221634331][bookmark: _Toc221634878][bookmark: _Toc231118584][bookmark: _Toc241857418]2.3 Свойства и состав газа, конденсата и воды
Нижневизейский продуктивный горизонт
Свойства и состав пластового газа
Лабораторные газоконденсатные исследования по нижневизейскому продуктивному горизонту месторождения Амангельды произведены по 105 пробе пластового флюида из 40 скважин.
Пробы пластового флюида составлялись из образцов газа сепарации и сырого конденсата с тестового сепаратора, которые загружались в ячейку PVT в соотношении, соответствующем замеренному конденсатно-газовому фактору, и приводились к однофазному состоянию при термодинамических условиях пласта. С этой смесью проведены термодинамические исследования на установке фазового равновесия PVT методом контактной и дифференциальной конденсации. 
По результатам контактной конденсации определялось давление начала и максимальной конденсации, по результатам дифференциальной конденсации определены коэффициенты извлечения компонентов при различных давлениях при пластовой температуре.
В процессе газоконденсатных исследований определены компонентные составы сырого конденсата, газа сепарации, газа дегазации, газа дебутанизации, по результатам которых методом материального баланса рассчитан состав пластового газа, плотность флюида в стандартных условиях, потенциальное содержание конденсата в расчёте на газ сепарации, пластовый и сухой газ.
С целью определения коэффициента сверхсжимаемости были рассчитаны критические параметры пластового и газа сепарации.
В результате анализа отбракована одна проба пластового газа из скважины 127 за 2015 г., отобранная с конденсатно-газовым фактором КГФ=19,2 см3/м3, из-за заниженных значений параметров.
В среднем по нижневизейскому продуктивному горизонту давление начала конденсации составило 23,18 МПа, давление максимальной конденсации – 6,25 МПа. Потенциальное содержание конденсата в пластовом газе равно 72,92 г/м3, средний по горизонту коэффициент сверхсжимаемости составил 0,85 д. ед., плотность пластового газа – 0,7307 кг/м3, молярная доля сухого газа в пластовом газе составляет 0,979 д. ед., газа сепарации – 0,982 д. ед.
На рисунках 2.3.1 и 2.3.2 представлены результаты термодинамического исследования пластового газа из скважины 112 (дата отбора –2019 г., интервал перфорации – 2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105 м) методом контактной и дифференциальной конденсации.
[image: ]
[bookmark: _Toc241857751]Рис. 2.3.1 – Месторождение Амангельды, скважина 112. График кривой контактной конденсации
[image: ]
[bookmark: _Toc241857752]Рис. 2.3.2 – Месторождение Амангельды, скважина 112. График кривой дифференциальной конденсации
ГЕОЛОГО-ФИЗИЧЕСКАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА МЕСТОРОЖДЕНИЯ                                                                                                          21

Результаты исследований по нижневизейскому продуктивному горизонту за весь период разработки месторождения Амангельды и усреднённые основные параметры пластового газа приведены в таблице 2.14, свойства пластового газа, усредненные по годам – в таблице 2.15.
При сравнении средних по годам параметров пластового газа наблюдается значительный разброс значений. Давление начала конденсации изменяется в пределах 7,14-27,95 МПа, потенциальное содержание конденсата в пластовом газе – 55,3-86,1 г/м3, плотность пластового газа – 0,8004-0,9441 кг/м3, коэффициент сверхсжимаемости – 0,66-0,92 д.ед. По таким параметрам пластового газа, как плотность, вязкость, молекулярная масса, потенциальное содержание конденсата в пластовом газе четкой зависимости изменения параметров во времени не выявляется. Однако, отмечается тенденция к уменьшению по годам давления начала конденсации.
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ПРОЕКТ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ АМАНГЕЛЬДЫ
[bookmark: _Toc241857787]Таблица 2.3.1 – Месторождение Амангельды. Свойства пластового газа нижневизейского продуктивного горизонта по состоянию на 01.07.2026г.
	№ скважины
	Интервал перфорации, м
	Дата отбора
	Давление пластовое, МПа
	Температура пластовая, оС
	Давление начала
конденсаци, МПа
	Давление максимальной конденсации, МПа
	Расчетная плотность пластового газа
(в станд. условиях), г/м3
	Вязкость газа, мПа*с
	Относительная плотность пластового газа по воздуху
	Коэффициент сжимаемости пластового газа, д.ед.
	Потенциальное содержание конденсата, г/м3
	Молярная доля газа сепарации/cухого газа в пластовом газе
	Плотность стабильного
конденсата, г/см3
	Молекулярная масса
конденсата, г/моль
	Конденсатногазовый фактор,
см3/м3
	Исполнитель

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	пластовый газ
	газ сепарации
	сухой газ
	
	
	
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19

	6
	2081-2093
	1996 г.
	-
	-
	-
	-
	0,9098
	-
	-
	-
	77,40
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	5
	2281-2289
	1996 г.
	-
	-
	-
	-
	0,9244
	-
	-
	-
	112,90
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	2
	2144-2155
	1996 г.
	-
	-
	-
	-
	0,854
	-
	-
	-
	67,90
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	15-18.06.05
	23,4
	73,5
	19,02
	7,50
	0,8888
	0,012
	0,7376
	0,84
	92,00
	89,52
	91,34
	0,973/0,980
	0,736
	119,0
	146,3
	ТОО "КазНИГРИ"

	109
	2265-2284; 2287-2290; 2293-2313
	15-18.06.05
	23,8
	75,3
	19,50
	7,48
	0,9018
	0,0118
	0,7484
	0,84
	70,00
	68,74
	68,95
	0,982/0,985
	0,749
	120,0
	137,6
	ТОО "КазНИГРИ"

	113
	2070-2074; 2093-2095; 2097-2103; 2108-2112; 2117-2127
	15-18.06.05
	23,0
	72,6
	18,78
	7,27
	0,8917
	0,0121
	0,74
	0,84
	54,0*
	53,34
	53,99
	0,988/0,988
	0,746
	120,0
	87,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	112
	2061-2062; 2072-2075; 2082-2088; 2090-2115
	22.08.2005
	23,7
	73,0
	19,40
	9,21
	0,8981
	0,0231
	0,7453
	0,73
	72,20
	74,00
	72,90
	0,974/0,981
	0,728
	98,0
	121,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	22.08.2005
	24,5
	75,0
	20,05
	11,00
	0,880
	0,0121
	0,7303
	0,74
	64,20
	65,87
	65,55
	0,975/0,979
	0,73
	98,0
	124,6
	ТОО "КазНИГРИ"

	101
	2206-2254
	04.09.2006
	23,8
	65,0
	19,60
	7,94
	0,795
	0,012
	0,6598
	0,76
	53,30
	52,12
	52,70
	0,978/0,989
	0,737
	121,4
	129,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	103
	2161-2164; 2166-2170; 2173-2177; 2178-2184
	04.09.2006
	23,4
	65,0
	19,50
	7,88
	0,7986
	0,012
	0,6627
	0,76
	70,80
	69,12
	70,03
	0,977/0,987
	0,737
	123,9
	130,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	104
	2320-2510
	04.09.2006
	23,9
	65,0
	20,00
	9,47
	0,8409
	0,012
	0,6978
	0,76
	67,60
	65,75
	66,54
	0,973/0,988
	0,736
	119,0
	125,5
	ТОО "КазНИГРИ"

	110
	2238-2261; 2272-2290
	04.09.2006
	23,1
	65,0
	18,82
	9,95
	0,7985
	0,012
	0,6626
	0,76
	51,70
	50,36
	51,02
	0,975/0,987
	0,743
	120,6
	130,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	115
	2194-2230; 2236-2260
	04.09.2006
	24,0
	65,0
	20,10
	8,95
	0,8446
	0,012
	0,7009
	0,78
	64,60
	63,22
	64,05
	0,979/0,987
	0,734
	117,8
	128,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	102
	2027-2115
	25.10.2007
	22,9
	65,0
	19,40
	8,48
	0,8747
	0,0128
	0,7259
	0,75
	62,00
	63,19
	62,93
	0,981/0,985
	0,741
	122,3
	114,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	114
	2124-2193
	26.10.2007
	23,2
	66,0
	19,30
	8,83
	0,8723
	0,0121
	0,7239
	0,78
	61,80
	63,29
	62,52
	0,977/0,989
	0,749
	123,3
	120,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	117
	2320,5-2510
	26.10.2007
	20,6
	61,0
	18,50
	8,22
	0,8819
	0,0125
	0,7319
	0,75
	63,80
	65,72
	65,12
	0,971/0,980
	0,74
	118,0
	120,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	121
	2196-2295
	26.10.2007
	22,6
	66,0
	19,20
	8,69
	0,8619
	0,0124
	0,7153
	0,73
	56,80
	58,00
	57,47
	0,980/0,989
	0,73
	112,2
	100,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	122
	2128-2210
	26.10.2007
	23,2
	67,0
	19,60
	8,66
	0,8913
	0,0121
	0,7397
	0,75
	57,80
	59,21
	58,67
	0,976/0,985
	0,731
	117,0
	121,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	6Г
	2081-2093; 2095-2102; 2105-2116; 2163-2168; 2170-2175
	09.09.2008
	21,0
	60,0
	14,40
	9,46
	0,8866
	0,0121
	0,7358
	0,72
	60,90
	62,27
	61,70
	0,978/0,987
	0,74
	114,8
	102,1
	ТОО "КазНИГРИ"



Продолжение таблицы 2.3.1
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19

	16Г
	2194-2168; 2164-2144
	09.09.2008
	22,0
	60,0
	15,40
	7,63
	0,8624
	0,0122
	0,7165
	0,77
	50,20
	51,24
	50,57
	0,980/0,993
	0,739
	114,3
	99,2
	ТОО "КазНИГРИ"

	105
	2214-2220; 2225-2238; 2240-2261
	09.09.2008
	21,0
	60,0
	14,50
	6,10
	0,8577
	0,0122
	0,7118
	0,77
	55,50
	56,65
	56,13
	0,979/0,988
	0,737
	113,0
	106,8
	ТОО "КазНИГРИ"

	112
	2061-2062; 2070-2073; 2082-2088; 2090-2109
	09.09.2008
	22,0
	60,0
	15,00
	8,16
	0,8604
	0,0122
	0,714
	0,75
	52,00
	53,12
	52,63
	0,979/0,988
	0,739
	113,4
	105,7
	ТОО "КазНИГРИ"

	120
	2119-2224
	09.09.2008
	20,9
	60,0
	16,30
	7,46
	0,8866
	0,0122
	0,7358
	0,71
	60,90
	62,27
	61,70
	0,978/0,987
	0,739
	116,8
	106,6
	ТОО "КазНИГРИ"

	108
	2055-2125
	10.07.2009
	20,8
	70,2
	14,40
	6,74
	0,8493
	0,0121
	0,7049
	0,73
	63,90
	65,01
	64,61
	0,983/0,989
	0,744
	112,6
	90,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	109
	2265-2284; 2287-2290; 2293-2313
	10.07.2009
	19,5
	72,8
	15,30
	6,06
	0,8988
	0,012
	0,7459
	0,69
	71,40
	72,89
	72,41
	0,980/0,983
	0,747
	118,8
	100,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	111
	2152-2159; 2163-2188; 2130-2148
	10.07.2009
	19,2
	59,5
	13,50
	6,73
	0,8689
	0,0121
	0,7211
	0,72
	53,20
	54,26
	53,82
	0,980/0,988
	0,747
	117,7
	95,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2148; 2152-2181
	10.07.2009
	21,4
	75,3
	14,50
	6,75
	0,8733
	0,0122
	0,7247
	0,72
	54,80
	55,82
	55,48
	0,981/0,987
	0,744
	114,2
	92,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	118
	2320-2413
	10.07.2009
	20,3
	70,2
	14,80
	5,33
	0,8748
	0,0121
	0,726
	0,7
	61,90
	63,21
	62,69
	0,979/0,987
	0,747
	116,4
	96,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	103
	2161-2164; 2166-2170; 2173-2177; 2178-2184
	27.09.2010
	19,0
	70,0
	15,10
	7,92
	0,7981
	0,0116
	0,6623
	0,74
	58,00
	59,44
	58,72
	0,975/0,987
	0,736
	109,2
	71,7
	ТОО "КазНИГРИ"

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	27.09.2010
	18,9
	68,0
	14,53
	4,89
	0,7977
	0,0116
	0,662
	0,72
	55,90
	57,10
	56,58
	0,979/0,988
	0,745
	112,3
	72,6
	ТОО "КазНИГРИ"

	110
	2238-2248; 2250-2260; 2272-2290
	27.09.2010
	20,0
	70,0
	15,68
	9,14
	0,792
	0,0116
	0,6573
	0,73
	50,30
	51,30
	50,83
	0,98/0,989
	0,742
	113,0
	69,6
	ТОО "КазНИГРИ"

	113
	2070-2074; 2093-2095; 2097-2103; 2108-2112; 2117-2127
	27.09.2010
	17,8
	65,0
	13,72
	4,67
	0,7957
	0,0116
	0,6603
	0,74
	56,20
	57,62
	56,98
	0,976/0,987
	0,737
	108,0
	70,9
	ТОО "КазНИГРИ"

	115
	2194-2230; 2236-2260
	27.09.2010
	20,0
	70,0
	16,08
	7,22
	0,8187
	0,0115
	0,6794
	0,71
	71,80
	73,49
	72,97
	0,977/0,984
	0,74
	110,0
	68,9
	ТОО "КазНИГРИ"

	120
	2147-2170; 2172-2181; 2185-2211
	15.10.2011
	20,5
	70,5
	15,73
	7,14
	0,861
	0,012
	0,715
	0,75
	56,60
	58,03
	57,49
	0,973/0,982
	0,728
	106,7
	92,3
	ТОО "Нат-Техсервис"

	122
	2133,4-2154,8; 2158-2167,6; 2172,6-2197,8
	15.10.2011
	19,4
	69,6
	17,25
	7,77
	0,843
	0,012
	0,699
	0,74
	56,60
	58,03
	57,49
	0,973/0,982
	0,729
	106,7
	94,7
	ТОО "Нат-Техсервис"

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	15.10.2011
	16,3
	67,9
	14,94
	7,47
	0,834
	0,012
	0,692
	0,72
	51,70
	52,82
	52,32
	0,969/0,978
	0,723
	107,6
	75,5
	ТОО "Нат-Техсервис"

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	15.10.2011
	18,8
	73,7
	15,27
	7,39
	0,854
	0,012
	0,709
	0,73
	58,20
	59,40
	58,72
	0,973/0,98
	0,728
	109,3
	94,0
	ТОО "Нат-Техсервис"

	114
	2145,8-2158,4; 2164,6-2168,4; 2171,4-2185,6
	15.10.2011
	17,8
	68,0
	16,36
	7,58
	0,833
	0,012
	0,691
	0,76
	60,60
	62,02
	61,25
	0,972/0,984
	0,736
	108,7
	98,5
	ТОО "Нат-Техсервис"

	6Г
	2081-2093; 2095-2102; 2105-2116; 2163-2168; 2170-2175
	01.10.2012
	11,4
	67,9
	7,90
	2,77
	0,865
	0,012
	0,718
	0,65
	61,10
	62,32
	63,14
	0,980/0,987
	0,74
	114,0
	90,0
	ТОО "КазНИГРИ"



Продолжение таблицы 2.3.1
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19

	16Г
	2144-2164; 2168-2194
	01.10.2012
	16,9
	69,6
	11,30
	3,53
	0,858
	0,0123
	0,712
	0,65
	54,00
	54,95
	55,62
	0,982/0,988
	0,739
	112,4
	90,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	01.10.2012
	16,9
	70,5
	12,10
	4,17
	0,865
	0,0122
	0,718
	0,66
	59,50
	60,70
	61,50
	0,980/0,987
	0,743
	113,0
	91,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	108
	2055-2125
	01.10.2012
	15,0
	68,0
	10,60
	3,94
	0,851
	0,0122
	0,706
	0,64
	51,70
	52,83
	53,47
	0,979/0,988
	0,745
	110,0
	89,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	102
	2099-2102; 2089-2095; 2081-2084; 2076-2079,5; 2071-2074; 2065-2068; 2051,5-2054,5
	01.10.2012
	21,2
	73,7
	18,10
	7,18
	0,875
	0,0122
	0,726
	0,72
	50,10
	51,00
	50,69
	0,983/0,989
	0,738
	109,3
	90,0
	ТОО "КазНИГРИ"

	124
	2209-2217; 2228-2236; 2236-2244
	23.06.2013
	21,7
	70,0
	18,20
	9,28
	0,842
	0,012
	0,698
	0,814
	81,70
	79,98
	81,69
	0,979/0,986
	0,73
	120,7
	122,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	123
	2124-2116; 2114,5-2112; 2110-2107
	23.06.2013
	20,8
	68,0
	17,13
	9,50
	0,828
	0,012
	0,687
	0,815
	86,30
	79,12
	80,02
	0,979/0,986
	0,736
	123,8
	116,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	113
	2127-2117; 2112-2108; 2103-2097; 2095-2093; 2074-2070
	23.06.2013
	15,8
	64,0
	13,30
	5,23
	0,813
	0,012
	0,675
	0,814
	56,10
	57,27
	56,78
	0,979/0,986
	0,736
	112,3
	70,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	111
	2169-2188; 2163-2167; 2152-2159; 2130-2148
	23.06.2013
	16,1
	65,0
	13,00
	6,27
	0,847
	0,012
	0,703
	0,72
	52,20
	53,18
	51,86
	0,973/0,981
	0,732
	110,2
	91,7
	ТОО "КазТехГеостар"

	105
	2206-2210; 2214-2220; 2225-2231; 2235-2238; 2242-2261
	23.06.2013
	16,1
	64,0
	14,80
	6,10
	0,851
	0,012
	0,706
	0,75
	55,40
	56,41
	56,10
	0,971/0,982
	0,73
	108,2
	91,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	09.09.2014
	11,6
	76,3
	10,50
	5,60
	0,9636
	0,017
	0,803
	0,81
	76,20
	74,85
	76,36
	0,982/0,980
	0,715
	101,9
	84,8
	ТОО "AD Group Service"

	103
	2161-2164; 2166-2170; 2173-2177; 2178-2184; 2186-2194; 2202-2223
	09.09.2014
	11,3
	73,4
	10,10
	4,70
	0,925
	0,017
	0,769
	0,82
	55,90
	54,82
	55,62
	0,980/0,986
	0,709
	99,6
	86,5
	ТОО "AD Group Service"

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	08.09.2014
	11,0
	74,4
	9,80
	4,70
	0,9875
	0,017
	0,819
	0,79
	110,30
	108,35
	111,64
	0,983/0,971
	0,72
	104,8
	84,0
	ТОО "AD Group Service"

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	08.09.2014
	10,5
	64,8
	9,30
	4,80
	0,9289
	0,017
	0,766
	0,82
	79,90
	78,53
	80,06
	0,983/0,981
	0,712
	101,0
	86,6
	ТОО "AD Group Service"

	115
	2194-2230; 2236-2260
	08.09.2014
	11,5
	72,0
	10,80
	5,70
	0,9025
	0,016
	0,753
	0,85
	64,80
	63,91
	64,48
	0,987/0,991
	0,715
	102,4
	42,1
	ТОО "AD Group Service"

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	07.09.2014
	11,2
	70,0
	10,10
	5,10
	0,9597
	0,017
	0,7975
	0,81
	89,90
	87,72
	89,81
	0,976/0,977
	0,711
	100,5
	99,7
	ТОО "AD Group Service"

	124
	2209-2217; 2228-2236; 2236-2244
	06.09.2014
	12,0
	75,0
	11,10
	6,30
	0,9413
	0,018
	0,782
	0,82
	82,90
	80,90
	82,36
	0,975/0,982
	0,739
	144,7
	97,4
	ТОО "AD Group Service"





Продолжение таблицы 2.3.1
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19

	102
	2099-2102; 2080-2095; 2081-2084; 2076-2079,5; 2071-2074; 2065-2068; 2051,5-2054,5
	2015 г.
	11,0
	65,0
	7,50
	2,85
	0,8492
	0,0123
	0,7047
	0,74
	46,30
	46,96
	46,72
	0,986/0,991
	0,75
	-
	83,2
	ТОО "КазТехГеостар"

	105
	2206-2210; 2214-2220; 2225-2231; 2235-2238; 2240-2260
	2015 г.
	8,5
	70,5
	7,27
	3,80
	0,8571
	0,0124
	0,7113
	0,74
	34,44
	34,72
	34,69
	0,992/0,993
	0,741
	-
	44,9
	ТОО "КазТехГеостар"

	110
	2238-2248; 2250-2260; 2272-2290
	2015 г.
	11,2
	70,7
	9,80
	3,14
	0,8443
	0,0121
	0,7007
	0,75
	44,78
	45,42
	45,23
	0,986/0,990
	0,746
	-
	119,7
	ТОО "КазТехГеостар"

	114
	2124-2193
	2015 г.
	12,6
	66,2
	10,20
	3,60
	0,8547
	0,0123
	0,7093
	0,74
	57,73
	58,67
	58,31
	0,984/0,990
	0,841
	-
	90,5
	ТОО "КазТехГеостар"

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	2015 г.
	21,0
	75,0
	13,80
	6,20
	0,8986
	0,0123
	0,7457
	0,72
	70,60
	71,97
	71,68
	0,981/0,985
	0,733
	-
	111,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	127*
	2115– 118; 2122– 128; 2132–2136; 2138–2152
	2015 г.
	16,1
	66,6
	14,30
	5,50
	0,847
	0,01922
	0,7038
	0,79
	27,60
	27,51
	27,66
	0,996/0,995
	0,736
	111,0
	19,2
	ТОО "КазТехГеостар"

	128
	2046-2090
	2015 г.
	21,8
	65,0
	18,30
	7,29
	0,8422
	0,0125
	0,6989
	0,76
	60,92
	62,16
	61,66
	0,980/0,988
	0,751
	
	83,7
	ТОО "КазТехГеостар"

	130
	2210-2184; 2180-2174; 2170-2164
	2015 г.
	22,1
	66,0
	18,20
	6,30
	0,9464
	0,0236
	0,7865
	0,82
	79,41
	-
	78,13
	0,975/0,991
	0,741
	113,6
	107,9
	ТОО "Акпан"

	130
	2210–2184; 2180–2174; 2170–2164
	2015 г.
	20,3
	69,0
	16,3
	5,5
	1,0039
	0,0223
	0,7772
	0,82
	62,71
	61,67
	62,21
	0,9833/0,9913
	0,741
	113,6
	71,11
	ТОО "AD Group Service"

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	2016 г.
	10,8
	65,0
	7,37
	2,83
	0,8492
	0,0174
	0,705
	0,74
	42,03
	41,75
	41,33
	0,983/0,971
	0,75
	-
	69,2
	ТОО "КазТехГеостар"

	108
	2055-2125
	2016 г.
	8,3
	67,0
	5,00
	2,45
	0,8665
	0,0121
	0,7191
	0,71
	69,89
	71,39
	70,95
	0,979/0,985
	0,742
	-
	81,9
	ТОО "КазТехГеостар"

	111
	2130-2148; 2152-2159; 2163-2167; 2169-2188
	2016 г.
	7,8
	68,0
	6,69
	3,29
	0,8711
	0,0126
	0,7256
	0,74
	61,85
	63,43
	62,14
	0,975/0,981
	0,73
	-
	83,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	124
	2209-2217; 2228-2236; 2236-2244
	2016 г.
	8,0
	67,0
	6,82
	3,35
	0,8596
	0,0121
	0,7134
	0,74
	63,94
	65,18
	64,92
	0,981/0,985
	0,73
	-
	84,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	128
	2046-2050; 2052-2054; 2059-2064; 2068-2073; 2076-2090
	2016 г.
	9,9
	72,0
	7,39
	2,78
	0,8855
	0,0121
	0,7349
	0,71
	67,45
	69,11
	68,48
	0,976/0,985
	0,739
	-
	107,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	129
	2099-2101; 2110-2116; 2119-2123; 2124-2128; 2133-2139; 2141-2157
	2016 г.
	10,8
	67,0
	8,40
	3,00
	0,8626
	0,0115
	0,7159
	0,64
	86,61
	88,56
	88,47
	0,978/0,979
	0,742
	-
	89,6
	ТОО "КазТехГеостар"

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	2016 г.
	9,5
	70,0
	8,32
	4,51
	0,8801
	0,012
	0,7304
	0,71
	76,34
	78,38
	77,66
	0,974/0,983
	0,743
	-
	105,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	102
	2051,5-2051,4; 2065-2068; 2071-2074; 2076-2079,5; 2081-2084; 2089-2095; 2099-2102
	08.2017 г.
	11,1
	64,9
	7,59
	2,80
	0,8653
	0,0121
	0,7181
	0,71
	59,51
	60,66
	60,11
	0,981/0,990
	0,712
	-
	90,0
	ТОО "КазТехГеостар"



Продолжение таблицы 2.3.1
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	08.2017 г.
	13,9
	65,0
	8,37
	2,54
	0,8803
	0,0121
	0,7306
	0,72
	65,68
	66,95
	66,75
	0,981/0,984
	0,725
	-
	86,4
	ТОО "КазТехГеостар"

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	08.2017 г.
	12,2
	72,0
	8,50
	4,10
	0,8694
	0,0122
	0,7215
	0,73
	60,20
	61,24
	61,12
	0,983/0,985
	0,711
	-
	88,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	126
	2148-2157,6; 2163,5-2165,2; 2166,8-2171; 2175,1-2180,5; 2184,6-2186,6; 2189,7-2206,8
	08.2017 г.
	12,2
	73,0
	8,70
	4,00
	0,858
	0,0122
	0,7121
	0,73
	50,62
	51,60
	51,23
	0,981/0,988
	0,723
	-
	92,1
	ТОО "КазТехГеостар"

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	08.2017 г.
	16,3
	72,0
	12,50
	5,99
	0,86
	0,0122
	0,7137
	0,73
	57,68
	58,86
	58,50
	0,980/0,986
	0,731
	-
	94,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	16Г
	2144-2164; 2168-2194
	2018 г.
	8,8
	69,4
	7,62
	4,52
	0,8673
	0,0124
	0,7198
	0,75
	54,48
	55,37
	55,09
	0,984/0,989
	0,743
	127,1
	115,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	2018 г.
	8,3
	72,6
	7,00
	3,17
	0,8647
	0,0123
	0,7176
	0,73
	65,28
	66,61
	66,21
	0,980/0,986
	0,737
	119,1
	112,7
	ТОО "КазТехГеостар"

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	2018 г.
	12,4
	65,4
	9,80
	5,45
	0,8779
	0,0123
	0,7285
	0,72
	62,65
	63,93
	63,54
	0,980/0,986
	0,734
	115,5
	113,8
	ТОО "КазТехГеостар"

	127
	2115– 118; 2122– 128; 2132–2136; 2138–2152
	2018 г.
	9,5
	75,7
	8,00
	3,56
	0,8827
	0,0123
	0,7326
	0,73
	77,82
	79,65
	79,16
	0,977/0,983
	0,739
	114,7
	117,8
	ТОО "КазТехГеостар"

	131
	2204,5-2208; 2211-2222; 2224-2234; 2239-2263
	2018 г.
	11,6
	68,3
	9,00
	4,65
	0,8621
	0,0122
	0,7154
	0,74
	64,76
	66,15
	65,68
	0,979/0,986
	0,74
	119,7
	117,0
	ТОО "КазТехГеостар"

	102
	2027-2115
	08.05.2019
	10,14
	65,8
	9,64
	3,0
	0,8539
	0,012
	0,7086
	0,75
	56,29
	57,44
	57,03
	0,98/0,987
	0,737
	108,96
	93,92
	ТОО "КазТехГеостар"

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	08.05.2019
	12,94
	63
	11,34
	3,04
	0,8229
	0,012
	0,6829
	0,74
	58,51
	59,58
	59,28
	0,982/0,987
	0,742
	110,30
	95,78
	ТОО "КазТехГеостар"

	122
	2128-2210
	08.05.2019
	6,58
	68
	6,10
	3,10
	0,7195
	0,0124
	0,8670
	0,74
	70,73
	72,17
	71,81
	0,98/0,985
	0,7408
	113,19
	94,63
	ТОО "КазТехГеостар"

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	08.05.2019
	11,72
	63,4
	10,5
	3,17
	0,8584
	0,0123
	0,7123
	0,73
	59,81
	61,03
	60,66
	0,98/0,986
	0,7358
	109,34
	115,25
	ТОО "КазТехГеостар"

	129
	2099-2101; 2110-2116; 2124-2128; 2133-2139;  
2141-2157
	08.05.2019
	7,02
	68,5
	6,95
	1,85
	0,9439
	0,0121
	0,7833
	0,70
	82,30
	83,47
	84,83
	0,986/0,982
	0,7463
	112,57
	92,75
	ТОО "КазТехГеостар"

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	08.05.2019
	14,04
	69,9
	13,32
	5,82
	0,8645
	0,0123
	0,7174
	0,74
	67,28
	68,58
	68,3
	0,981/0,985
	0,7325
	106,65
	98,43
	ТОО "КазТехГеостар"

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	22.08.2020
	24,54
	70,0
	20,09
	9,42
	0,7566
	0,012
	0.7430
	0,84
	75,52
	77.48
	76,14
	0,98/0,982
	0,7566
	109,72
	59,11
	ТОО "КазТехГеостар"

	135
	2200-2216; 2220,7-2221,2; 2239-2239,9; 2211-2213;
2220-2221,4; 2238-2242
	16.08.2021
	24,58
	68
	22,8
	4,91
	0,7820
	0,0126
	0,705
	0,88
	75,53
	77,43
	58,44
	0,98/0,981
	0,7586
	123,18
	38,56-
	ТОО "КазТехГеостар"



Продолжение таблицы 2.3.1
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19

	136
	2197-2201; 2211-2213; 2227.6-2232
2234-2235
	26.07.2021
	11,55
	69
	23,49
	3,34
	0,7617
	0,0126
	0,7139
	0,88
	76,60-
	76,67
	76,05
	0,98/0,982
	0,7366
	124,71
	14,87
	ТОО "КазТехГеостар"

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	01.09.2021
	45,91
	66
	34,95
	5,4
	0,7791
	0,0123
	0,7386
	0,84
	75,08
	75,62
	70,72
	0,98/0,981
	0,7489
	116,71
	118,57
	ТОО "КазТехГеостар"

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	09.09.2021
	34,47
	67,5
	23,48
	5,59
	0,7695
	0,0123
	0,7437
	0,86
	75,06
	77,04
	68,50
	0,98/0,982
	0,7485
	116,41
	109,94
	ТОО "КазТехГеостар"

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	02.09.2021
	45,38
	63,4
	35,79
	7,3
	0,7614
	0,0121
	0,7450
	0,99
	75,08
	75,57
	70,06
	0,981/0,983
	0,7775
	124,58
	110,8
	ТОО "КазТехГеостар"

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	02.09.2021
	40,68
	65
	23,93
	5,47
	0,7555
	0,012
	0,74
	0,85
	77,15
	71,31
	70,43
	0,978/0,982
	0,7716
	109,19
	111,56
	ТОО "КазТехГеостар"

	128
	2046-2050; 2052-2054; 2059-2064; 2068-2073; 2076-2090
	01.09.2021
	44,13
	65,5
	27,53
	7,30
	0,7602
	0,0122
	0,7353
	0,89
	76,12
	77,19
	69,78
	0,978/0,980
	0,7775
	113,20
	113,05
	ТОО "КазТехГеостар"

	137
	2087-2089; 2101-2103; 2104-2113; 2118-2125; 2126,5-2128; 2129,3-2130,7; 2132-2133
2141,1-2142
	03.11.2021
	46,88
	68
	30,09
	11,04
	0,7347
	0,0102
	0,7456
	0,91
	72,56
	73,11
	63,30
	-

	0,7582
	147,22
	101,93
	ТОО "КазТехГеостар"

	102
	2027-2115
	07.09.2022
	43,44
	65
	29,25
	5,88
	0,7267
	0,0121
	0,7373
	0,92
	75,47
	76,19
	72,15
	-
	0,7764
	120,16
	167,22
	ТОО "КазТехГеостар"

	108
	2055-2125
	02.09.2022
	44,82
	65,9
	25,61
	6,38
	0,7274
	0,0121
	0,693
	0,89
	76,73
	77,60
	72,96
	-
	0,7624
	125,53
	31,73
	ТОО "КазТехГеостар"

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2148; 2152-2181
	05.09.2022
	57,92
	69,2
	43,47
	5,87
	0,7706
	0,0121
	0,693
	0,87
	75,86
	76,58
	73,46
	-
	0,7262
	129,67
	34,66
	ТОО "КазТехГеостар"

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	05.09.2022
	39,9
	67,3
	21,06
	7,76
	0,7555
	0,0124
	0,6970
	0,85
	76,17
	77,22
	72,74
	-
	0,7258
	121,36
	33,04
	ТОО "КазТехГеостар"

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	03.09.2022
	39,9
	70,7
	20,51
	8,13
	0,7554
	0,0125
	0,695
	0,85
	76,40
	77,52
	72,74
	-
	0,7253
	121,24
	38,68
	ТОО "КазТехГеостар"

	136
	2197-2201; 2211-2213; 2227,6-2232
2234-2235
	03.09.2022
	44,13
	71,2
	27,82
	6,84
	0,7690
	0,0124
	0,6999
	0,91
	75,67
	76,86
	72,11
	-
	0,7251
	128,61
	41,84
	ТОО "КазТехГеостар"

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	13.08.2023
	62,05
	65,49
	25,23
	10,31
	0,7549
	0,0124
	0,734
	0,88
	74,13
	75,42
	71,16
	-
	0,7219
	120,11
	51,41
	ТОО "Stratum CER"

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2148; 2152-2181
	14.08.2023
	60,06
	67,02
	34,17
	10,24
	0,7533
	0,0125
	0,7362
	0,98
	75,43
	76,53
	73,66
	-
	0,7206
	119,13
	48,13
	ТОО "Stratum CER"

	140
	2235,5-2249,8; 2253,5-2278,5
	16.08.2023
	55,16
	69,64
	29,24
	9,04
	0,7447
	0,0122
	0,7691
	0,91
	74,34
	75,80
	69,62
	-
	0,7188
	113,44
	53,97
	ТОО "Stratum CER"

	Среднее по нижневизейскому горизонту ПЗ_2025г
	34,50
	67,19
	23,18
	6,25
	0,7784
	0,0122
	0,7307
	0,85
	72,92
	73,89
	69,83
	0,979/0,982
	0,7446
	118,5492
	79,62
	

	Примечание: * - отбракованная проба
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[bookmark: _Toc241857788]Таблица 2.3.2 – Месторождение Амангельды. Средние по годам параметры пластового газа нижневизейского продуктивного горизонта
	Год
	Давление начала
конденсации, МПа
	Давление максимальной конденсации, МПа
	Расчетная плотность пластового газа
(в станд. условиях), кг/м3
	Вязкость газа, мПа*с
	Относительная плотность                                                        пластового газа по воздуху
	Коэффициент  сжимаемости пластового газа, д.ед.
	Потенциальное содержание конденсата, г/м3
	Молярная доля газа сепарации/сухого газа в пластовом газе
	Плотность стабильного конденсата, г/см3
	Молекулярная масса конденсата,  г/моль
	Конденсатогазовый фактор, см3/м3

	
	
	
	
	
	
	
	пластовый газ
	газ сепарации
	сухой газ
	
	
	
	

	1996
	-
	-
	0,8961
	-
	-
	-
	86,10
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	2005
	19,35
	8,49
	0,8921
	0,0142
	0,7403
	0,80
	70,50
	70,29
	70,55
	0,978/0,983
	0,7378
	111,0
	123,30

	2006
	19,60
	8,84
	0,8155
	0,012
	0,6768
	0,76
	61,60
	60,11
	60,87
	0,976/0,988
	0,7373
	120,5
	128,50

	2007
	19,20
	8,58
	0,8764
	0,0124
	0,7273
	0,75
	60,50
	61,88
	61,34
	0,977/0,986
	0,7382
	118,6
	115,00

	2008
	15,12
	7,76
	0,8707
	0,0122
	0,7228
	0,74
	55,90
	57,11
	56,55
	0,979/0,989
	0,7388
	114,5
	104,08

	2009
	14,50
	6,32
	0,873
	0,0121
	0,7245
	0,71
	61,00
	62,24
	61,80
	0,981/0,987
	0,7459
	115,9
	94,60

	2010
	15,02
	6,77
	0,8004
	0,0116
	0,6643
	0,73
	58,40
	59,79
	59,22
	0,977/0,987
	0,7401
	110,5
	70,73

	2011
	15,91
	7,47
	0,845
	0,0120
	0,7012
	0,74
	56,70
	58,06
	57,45
	0,972/0,981
	0,7288
	107,8
	91,01

	2012
	12,00
	4,32
	0,8628
	0,0122
	0,716
	0,66
	55,30
	56,36
	56,88
	0,981/0,988
	0,7411
	111,7
	90,00

	2013
	15,29
	7,28
	0,8362
	0,0120
	0,6938
	0,78
	66,30
	65,19
	65,29
	0,976/0,984
	0,7328
	115,1
	98,14

	2014
	10,24
	5,27
	0,9441
	0,0170
	0,7843
	0,82
	80,00
	78,44
	80,05
	0,981/0,981
	0,7173
	107,8
	83,01

	2015
	12,67
	4,835
	0,8871
	0,0150
	0,7293
	0,7613
	57,11
	54,51
	57,33
	0,983/0,990
	0,7556
	113,6
	89,00

	2016
	7,14
	3,17
	0,8678
	0,0128
	0,7206
	0,71
	66,90
	68,26
	67,71
	0,978/0,982
	0,7394
	-
	88,53

	2017
	9,13
	3,89
	0,8666
	0,0122
	0,719
	0,72
	58,70
	59,86
	59,54
	0,981/0,987
	0,7203
	-
	90,10

	2018
	8,28
	4,27
	0,8709
	0,0123
	0,7228
	0,73
	65,00
	66,34
	65,94
	0,978/0,983
	0,7386
	119,2
	115,27

	2019
	9,64
	3,33
	0,844
	0,0122
	0,7425
	0,73
	65,82
	67,05
	69,99
	0,980/0,982
	0,7391
	110,7
	98,46

	2020
	20,09
	9,42
	0,7566
	0,0120
	0,7430
	0,88
	75,52
	77,48
	76,14
	0,98/0,982
	0,7596
	121,9
	89,91

	2021
	27,56
	6,23
	0,7630
	0,0123
	0,7316
	0,88
	75,23
	75,49
	68,41
	0.978/0.98
	0,7597
	121,9
	89,91

	2022
	27,95
	6,99
	0,7507
	0,0121
	0,7025
	0,88
	76,02
	77,00
	72,69
	-
	0,7402
	124,42
	57,86

	2023
	29,54
	9,86
	0,7510
	0,0124
	0,7464
	0,92
	74,63
	75,92
	71,48
	-
	0,7204
	117,56
	51,17
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В таблице 2.3.3 приводится сравнение средних параметров пластового газа из ПР-2007 г. (23), ПР-2019 г. (34) и ПР-2026г.
[bookmark: _Toc241857789]Таблица 2.3.3 – Сравнение параметров пластового газа нижневизейского продуктивного горизонта
	Параметр
	ПР-2007
	ПР-2019
	ПР-2026

	Потенциальное содержание С5+, г/м3
	86,07
	63,80
	69,83

	Молярное содержание сухого газа, % мольн.
	0,984
	0,985
	0,984

	Коэффициент Z, д. ед.
	0,840
	0,747
	0,85

	Поправка на отклонение от закона БМ, д. ед
	1,190
	1,339
	1,18


Текущие параметры пластового газа за весь период разработки претерпели заметные изменения, в связи с этим рекомендуется использовать первоначальные средние значения параметров пластового газа: 
- потенциальное содержание конденсата – 86,1 г/м3,
- коэффициент сверхсжимаемости – 0,85 д. ед.,
- поправка на отклонение углеводородных газов от закона Бойля-Мариотта–1,18д.ед.
В таблице 2.3.4 представлен компонентный состав пластового газа по состоянию на 01.07.2026г.
Состав пластового газа был рассчитан по результатам исследования рекомбинированных проб пластового флюида методом материального баланса. Всего расчет произведен по 105 пробе из 40 скважин. Составы пластового газа по скважинам близки между собой. В среднем на 49,9 % мольн. состоит из метана, пропан-бутановые фракции составляют 5,60 % мольн., С5+ - 1,38 % мольн. Из неуглеводородных компонентов присутствует азот, углекислый газ и кислород, которые составляют, соответственно: азот – 5,74 % мольн., углекислый газ – 0,39 % мольн., кислород – 1,08 % мольн., сероводород отсутствует.
В ПЗ-2006г. для расчёта потенциального содержания гомологов метана использовали средний состав, полученный по результатам анализа 65 проб свободного газа из 19 скважин нижневизейской залежи. В данной работе, согласно «Методике по подсчёту геологических и извлекаемых запасов конденсата, этана, пропана, бутанов, неуглеродных компонентов, определению их потенциального содержания в пластовом газе, учёту добычи конденсата и компонентов природного газа» (СТ РК 1749-2008) для этой цели привлечён состав пластового газа.
В таблице 2.3.5 представлен компонентный состав устьевого пробы газа.
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	[bookmark: _Hlk225926777]№ скв.
	Интервал перфорации, м
	Дата отбора
	
	
	
	
	
	Содержание, % мольные

	
	
	
	Азот
	Углекислый газ
	Метан
	Этан
	Пропан
	Изо-бутан
	Н-бутан
	Изо-пентан
	Н-Пентан
	Гексаны
	С7+
	С12+
	С20+
	С30+
	С36+
	Сероводо-род
	Кислород

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	15-18.06.05
	5,70
	0,11
	75,56
	11,23
	4,08
	0,40
	0,92
	0,00
	2,00
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	109
	2265-2284; 2287-2290; 2293-2313
	15-18.06.05
	4,03
	0,27
	75,71
	10,71
	5,42
	1,15
	1,20
	0,00
	1,51
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	113
	2070-2074; 2093-2103; 2108-2127
	15-18.06.05
	5,22
	1,16
	75,67
	9,22
	6,23
	0,57
	0,76
	0,00
	1,17
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	112
	2061-2062; 2072-2075; 2082-2088; 2090-2115
	22.08.2005
	5,78
	0,95
	75,27
	10,20
	4,27
	0,72
	0,93
	0,00
	1,88
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	22.08.2005
	5,77
	0,15
	77,18
	9,68
	3,72
	0,61
	0,79
	0,00
	2,10
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	101
	2206-2254
	04.09.2006
	5,73
	0,17
	79,90
	8,82
	3,27
	0,38
	0,64
	0,15
	0,14
	0,80
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	103
	2161-2170; 2173-2177; 2178-2184
	04.09.2006
	5,67
	0,13
	78,07
	10,25
	3,39
	0,43
	0,78
	0,20
	0,16
	0,92
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	104
	2320-2510
	04.09.2006
	5,68
	0,11
	78,38
	9,12
	3,48
	0,55
	0,88
	0,38
	0,20
	1,22
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	110
	2238-2261; 2272-2290
	04.09.2006
	5,67
	0,13
	77,88
	10,42
	3,38
	0,47
	0,80
	0,26
	0,33
	0,66
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	115
	2194-2230; 2236-2260
	04.09.2006
	5,67
	0,13
	79,79
	8,80
	3,24
	0,50
	0,58
	0,26
	0,25
	0,78
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	102
	2027-2115
	25.07.2007
	6,68
	0,19
	76,40
	10,18
	3,72
	0,48
	0,88
	0,27
	0,24
	0,96
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	114
	2124-2193
	26.10.2007
	5,99
	0,13
	76,46
	10,82
	4,04
	0,54
	0,91
	0,21
	0,18
	0,82
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	117
	2320,5-2510
	26.10.2007
	6,50
	0,18
	74,62
	10,99
	4,16
	0,55
	1,02
	0,29
	0,28
	1,41
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	121
	2196-2295
	26.10.2007
	7,27
	0,19
	77,13
	9,24
	3,72
	0,45
	0,86
	0,22
	0,21
	0,71
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	122
	2128-2210
	26.10.2007
	6,69
	0,19
	74,60
	11,20
	4,29
	0,54
	1,04
	0,26
	0,25
	0,94
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	6Г
	2081-2093;2095-2102;2105-2116;2163-2168;2170-2175
	09.09.2008
	5,71
	0,13
	77,59
	10,07
	3,79
	0,46
	0,76
	0,27
	0,24
	0,98
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	16Г
	2194-2168; 2164-2144
	09.09.2008
	6,37
	0,13
	76,84
	10,71
	3,38
	0,55
	0,90
	0,21
	0,18
	0,73
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	105
	2214-2220; 2225-2238; 2240-2261
	09.09.2008
	6,49
	0,18
	77,78
	9,69
	3,45
	0,41
	0,76
	0,20
	0,19
	0,85
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	112
	2061-2062; 2070-2073; 2082-2088; 2090-2109
	09.09.2008
	5,99
	0,13
	77,34
	10,28
	4,14
	0,39
	0,56
	0,21
	0,17
	0,79
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	120
	2119-2224
	09.09.2008
	6,24
	0,13
	74,90
	11,30
	4,72
	0,49
	0,92
	0,25
	0,23
	0,82
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	108
	2055-2125
	10.07.2009
	5,41
	0,18
	78,48
	10,51
	3,14
	0,40
	0,83
	0,17
	0,15
	0,73
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	109
	2265-2273; 2275-2284; 2287-2290; 2293-2313
	10.07.2009
	5,36
	0,18
	75,85
	10,33
	4,21
	0,75
	1,64
	0,43
	0,40
	0,85
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	111
	2152-2159; 2163-2167; 2169-2188; 2130-2148
	10.07.2009
	6,05
	0,19
	76,82
	10,42
	3,92
	0,43
	0,95
	0,22
	0,18
	0,82
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2148; 2152-2181
	10.07.2009
	6,55
	0,19
	75,72
	11,33
	3,61
	0,43
	0,90
	0,24
	0,25
	0,78
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	118
	2320-2413
	10.07.2009
	5,97
	0,18
	76,57
	10,18
	4,48
	0,47
	0,85
	0,22
	0,21
	0,87
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	103
	2161-2164; 2166-2170; 2173-2177; 2178-2184
	27.09.2010
	5,95
	0,11
	77,74
	9,58
	3,73
	0,53
	1,02
	0,28
	0,28
	0,78
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	27.09.2010
	6,22
	0,11
	76,86
	10,22
	3,91
	0,51
	0,93
	0,22
	0,23
	0,79
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	110
	2238-2248; 2250-2260; 2272-2290
	27.09.2010
	6,27
	0,22
	77,07
	10,14
	3,85
	0,46
	0,88
	0,20
	0,20
	0,71
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	113
	2070-2074; 2093-2103; 2108-2112; 2117-2127
	27.09.2010
	6,64
	0,11
	76,65
	9,98
	3,76
	0,54
	1,00
	0,25
	0,24
	0,83
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	115
	2194-2230; 2236-2260
	27.09.2010
	6,09
	0,22
	75,92
	10,27
	4,12
	0,60
	1,16
	0,34
	0,38
	0,90
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	120
	2147-2181; 2185-2211
	15.10.2011
	6,12
	0,19
	76,29
	10,25
	4,49
	0,51
	0,98
	0,54
	0,63
	
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	122
	2133,4-2154,8; 2158-2167,6; 2172,6-2197,8
	15.10.2011
	6,14
	0,18
	77,21
	10,17
	3,94
	0,47
	0,84
	0,40
	0,65
	
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	15.10.2011
	6,12
	0,19
	77,89
	9,83
	3,65
	0,43
	0,76
	0,34
	0,79
	
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	15.10.2011
	6,09
	0,22
	75,92
	10,27
	4,12
	0,60
	1,16
	0,34
	0,38
	0,90
	-
	-
	-
	-
	-
	отс.
	-

	114
	2145,8-2158,4; 2164,6-2168,4; 2171,4-2185,6
	15.10.2011
	6,14
	0,18
	78,01
	9,89
	3,56
	0,43
	0,75
	0,35
	0,69
	
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	6Г
	2081-2093; 2095-2116; 2163-2168; 2170-2175
	01.10.2012
	5,96
	0,12
	78,09
	9,78
	3,39
	0,49
	0,83
	0,26
	0,24
	0,84
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	16Г
	2144-2164; 2168-2194
	01.10.2012
	6,74
	0,20
	76,86
	9,89
	3,71
	0,50
	0,90
	0,21
	0,20
	0,79
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-



Продолжение таблицы 2.3.4
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	01.10.2012
	6,16
	0,13
	77,41
	10,02
	3,63
	0,54
	0,79
	0,24
	0,19
	0,89
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	108
	2055-2125
	01.10.2012
	6,15
	0,15
	78,36
	9,82
	3,23
	0,41
	0,70
	0,18
	0,16
	0,84
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	102
	2099-2102; 2089-2095; 2081-2084; 2071-2079,5; 2065-2068; 2051,5-2054,5
	01.10.2012
	5,43
	0,16
	78,51
	10,06
	3,51
	0,47
	0,78
	0,19
	0,17
	0,72
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	124
	2209-2217; 2228-2244
	23.06.2013
	6,44
	0,21
	77,28
	10,41
	3,82
	0,45
	0,79
	0,20
	0,17
	0,23
	-
	-
	-
	-
	-
	отс.
	-

	123
	2124-2116; 2114,5-2112; 2110-2107
	23.06.2013
	6,46
	0,19
	79,85
	9,58
	2,26
	0,42
	0,75
	0,21
	0,18
	0,10
	-
	-
	-
	-
	-
	отс.
	-

	113
	2127-2117; 2112-2108; 2103-2093; 2074-2070
	23.06.2013
	6,46
	0,19
	79,85
	9,58
	2,26
	0,42
	0,75
	0,21
	0,18
	0,10
	-
	-
	-
	-
	-
	отс.
	-

	111
	2169-2188; 2163-2167; 2152-2159; 2130-2148
	23.06.2013
	6,36
	0,21
	77,47
	10,03
	4,16
	0,46
	0,81
	0,22
	0,18
	0,10
	-
	-
	-
	-
	-
	отс.
	-

	105
	2206-2210;2214-2220;2225-2231;2235-2238;2242-2261
	23.06.2013
	5,87
	0,20
	77,76
	10,07
	3,99
	0,52
	0,94
	0,31
	0,21
	0,13
	-
	-
	-
	-
	-
	отс.
	-

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	09.09.2014
	3,43
	1,69
	71,65
	10,15
	5,34
	1,59
	1,89
	1,98
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	103
	2161-2170;2173-2177;2178-2184;2186-2194;2202-2223
	09.09.2014
	2,93
	1,36
	73,96
	9,92
	5,20
	1,41
	1,48
	1,43
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	08.09.2014
	2,25
	0,74
	71,57
	10,77
	6,22
	1,86
	1,65
	2,95
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	08.09.2014
	3,50
	1,50
	73,95
	9,57
	4,93
	0,94
	1,03
	1,91
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	115
	2194-2230 2236-2260
	08.09.2014
	3,86
	1,72
	73,92
	9,19
	6,42
	0,57
	0,61
	0,89
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	07.09.2014
	4,15
	1,56
	71,65
	9,16
	5,90
	1,17
	1,63
	2,33
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	124
	2209-2217 2228-2244
	06.09.2014
	3,58
	1,22
	72,37
	10,52
	5,87
	1,11
	1,59
	1,77
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	102
	2080-2102; 2071-2079,5; 2065-2068; 2051,5-2054,5
	2015 г.
	6,85
	0,10
	78,16
	9,18
	3,51
	0,46
	0,80
	0,20
	0,18
	0,56
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00

	105
	2206-2210; 2214-2220; 2225-2231; 2235-2260
	2015 г.
	7,45
	0,73
	76,80
	9,32
	3,64
	0,48
	0,87
	0,16
	0,17
	0,38
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00

	110
	2238-2248; 2250-2260; 2272-2290
	2015 г.
	4,44
	0,15
	79,61
	10,02
	3,53
	0,46
	0,82
	0,19
	0,18
	0,60
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00

	114
	2124-2193
	2015 г.
	6,95
	0,12
	77,77
	9,24
	3,57
	0,47
	0,84
	0,21
	0,21
	0,62
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	2015 г.
	7,58
	1,36
	74,60
	9,20
	3,94
	0,63
	1,21
	0,29
	0,31
	0,88
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00

	128
	2046-2090
	2015 г.
	8,46
	0,23
	78,50
	8,14
	2,60
	0,32
	0,56
	0,16
	0,15
	0,88
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00

	130
	2210-2184; 2180-2164
	2015 г.
	4,16
	0,84
	71,18
	10,61
	5,58
	0,97
	1,68
	1,89
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	130
	2210-2184; 2180-2164
	2015 г.
	4,19
	0,85
	71,67
	10,59
	5,49
	0,91
	1,61
	1,58
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	2016 г.
	2,23
	0,75
	74,68
	10,81
	6,18
	1,77
	1,56
	0,94
	1,02
	0,06
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	108
	2055-2125
	2016 г.
	5,46
	-
	78,40
	9,30
	3,81
	0,54
	0,98
	0,24
	0,25
	1,02
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	111
	2130-2148; 2152-2159; 2163-2188
	2016 г.
	5,86
	-
	77,80
	9,12
	3,72
	0,47
	0,90
	0,24
	0,24
	1,62
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	124
	2209-2217; 2228-2236; 2236-2244
	2016 г.
	5,46
	-
	78,94
	9,12
	3,58
	0,47
	0,90
	0,24
	0,24
	1,02
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	127*
	2115– 118; 2122– 128; 2132–2136; 2138–2152
	2015 г.
	3,10
	0,15
	78,72
	9,70
	3,60
	0,58
	0,73
	0,62
	
	
	-
	-
	-
	-
	-

	128
	2046-2054; 2059-2064; 2068-2090
	2016 г.
	6,48
	-
	75,94
	10,10
	4,21
	0,60
	1,13
	0,29
	0,29
	0,96
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	129
	2099-2101; 2110-2128; 2133-2139; 2141-2157
	2016 г.
	0,00
	0,00
	82,62
	9,57
	3,91
	0,63
	1,23
	0,41
	0,42
	1,21
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00
	0,00

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	2016 г.
	5,65
	-
	77,08
	9,92
	4,09
	0,55
	1,04
	0,29
	0,28
	1,10
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	102
	2051,5-2051,4; 2065-2068; 2071-2074; 2076-2079,5; 2081-2084; 2089-2095; 2099-2102
	08.2017 г.
	5,62
	0,18
	78,22
	9,39
	3,68
	0,52
	0,94
	0,26
	0,27
	0,92
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00
	0,00

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	08.2017 г.
	5,85
	0,15
	77,02
	9,63
	4,01
	0,61
	1,13
	0,38
	0,35
	0,87
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00
	0,00

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	08.2017 г.
	6,29
	0,16
	77,46
	9,49
	3,67
	0,51
	0,95
	0,28
	0,29
	0,90
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00
	0,00

	126
	2148-2157,6 2163,5-2165,2 2166,8-2171 2175,1-2180,5 2184,6-2186,6; 2189,7-2206,8
	08.2017 г.
	5,63
	0,15
	78,60
	9,23
	3,67
	0,53
	0,97
	0,26
	0,26
	0,70
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00
	0,00

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	08.2017 г.
	5,77
	0,17
	78,68
	8,95
	3,61
	0,52
	0,94
	0,25
	0,24
	0,87
	-
	-
	-
	-
	-
	0,00
	0,00

	16Г
	2144-2164; 2168-2194
	2018 г.
	8,33
	0,53
	76,21
	8,87
	3,61
	0,49
	0,85
	0,20
	0,20
	0,71
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	2018 г.
	6,97
	0,32
	77,83
	8,56
	3,47
	0,51
	0,94
	0,25
	0,25
	0,90
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	2018 г.
	5,90
	1,48
	77,23
	8,81
	3,71
	0,52
	0,94
	0,25
	0,24
	0,92
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	127
	2115– 118; 2122– 128; 2132–2136; 2138–2152
	2018 г.
	7,78
	0,49
	76,34
	8,51
	3,70
	0,51
	0,94
	0,26
	0,26
	1,21
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	131
	2204,5-2208; 2211-2222; 2224-2234; 2239-2263
	2018 г.
	6,53
	0,30
	78,20
	8,66
	3,53
	0,51
	0,90
	0,23
	0,24
	0,90
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Среднее по нижневизейскому горизонту ПЗ_2018г
	5,74
	0,39
	76,69
	9,92
	4,02
	0,60
	0,98
	1,38
	
	
	
	
	-
	-
	-



Продолжение таблицы 2.3.4
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	102
	2027-2115
	2019 г.
	6,00
	0,24
	78,85
	87,99
	3,39
	0,44
	0,79
	0,21
	0,21
	0,88
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	112
	2061-2062;2070-2075;2082-2088;2090-2105
	2019 г.
	3,97
	0,12
	83,34
	7,41
	2,83
	0,38
	0,64
	0,18
	0,17
	0,96
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	122
	2128-2210
	2019 г
	7,71
	0,5
	77,53
	8,15
	3,30
	0,45
	0,82
	0,22
	0,23
	1,09
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	2019 г.
	6,45
	0,25
	78,28
	9,01
	3,40
	0,46
	0,81
	0,21
	0,21
	0,92
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	129
	2099-2101;2110-2116;2124-2128;2133-2139;2141-2157
	2019 г.
	8,21
	0,53
	71,21
	9,78
	5,25
	1,03
	2,2
	0,55
	0,59
	0,65
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	2019 г
	7,49
	0,22
	77,64
	8,55
	3,36
	0,44
	0,76
	0,21
	0,22
	1,11
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	22.08.2020г
	0,056
	0,002
	0,623
	0,078
	0,028
	0,016
	0,006
	1,92
	1,59
	8,25
	87,43
	1,033
	0,009
	0,001
	0,001
	0,00
	-

	135
	2200-2216; 2220,7-2221,2; 2239-2239,9; 2211-2213;
	16.08.2021
	6,631
	0,055
	77,29
	9,59
	3,56
	0,45
	0,763
	0,19
	0,21
	0,183
	1,09
	0,114
	0,008
	0,006
	0,003
	0,00
	-

	136
	2197-2201; 2211-2213; 2227,6-2232, 2234-2235
	26.07.2021г
	6,39
	0,212
	76,694
	10,31
	3,97
	0,506
	0,909
	0,215
	0,239
	0,153
	0,408
	0,404
	0,007
	0,005
	0,003
	0,00
	-

	112
	2061-2062;2070-2075;2082-2088;2090-2105
	01.09.2021
	7,50
	0,19
	76,242
	9,53
	3,52
	0,47
	0,80
	0,25
	0,296
	0,265
	0,951
	0,04
	0,005
	0,001
	0,001
	0,00
	-

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	09.09.2021
	6,761
	0,194
	76,49
	9,77
	3,69
	0,49
	0,84
	0,26
	0,31
	0,293
	0,889
	0,041
	0,005
	0,001
	0,001
	0,00
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	02.09.2021
	2,717
	0,065
	31,3
	3,992
	1,551
	1,171
	0,374
	2,832
	4,873
	7,789
	43,34
	2,725
	0,652
	0,586
	0,382
	0,00
	-

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	02.09.2021
	2,852
	0,070
	30,809
	3,953
	1,469
	1,281
	0,321
	2,922
	4,985
	8,013
	43,33
	2,624
	0,342
	0,051
	0,035
	0,00
	-

	128
	2046-2054; 2059-2064; 2068-2090
	01.09.2021
	2,748
	0,065
	31,711
	4,031
	1,479
	0,945
	0,328
	2,439
	4,327
	7,564
	44,362
	4,018
	0,606
	0,058
	0,043
	0,00
	-

	137
	2087-2089; 2101-2103; 2104-2113; 2118-2125; 2126,5-2128; 2129,3-2130,7; 2132-2133; 2141,1-2142
	03.11.2021
	5,88
	0,133
	72,173
	9,646
	3,603
	0,667
	1,755
	1,017
	1,371
	1,479
	2,276
	0,03
	0,017
	0,014
	0,009
	0,00
	-

	102
	2027-2115
	07.09.2022
	0,501
	0,012
	5,841
	0,778
	0,296
	1,071
	0,070
	3,72
	6,034
	12,85
	68,829
	6,059
	2,648
	2,457
	1,637
	0,00
	-

	108
	2055-2125
	02.09.2022
	0,483
	0,011
	5,601
	0,713
	0,252
	1,362
	0,049
	4,082
	7,254
	12,46
	67,734
	5,203
	1,124
	0,738
	0,48
	0,00
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	05.09.2022
	0,509
	0,012
	5,765
	0,735
	0,295
	0,896
	0,061
	3,198
	5,284
	12,45
	70,80
	3,344
	2,552
	2,409
	1,567
	0,00
	-

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	05.09.2022
	0,488
	0,013
	5,404
	0,689
	0,25
	1,727
	0,051
	4,417
	7,604
	12,35
	67,01
	4,062
	0,527
	0,076
	0,052
	0,00
	-

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	03.09.2022
	0,465
	0,014
	5,428
	0,681
	0,25
	1,767
	0,051
	4,424
	7,615
	12,263
	67,041
	4,023
	0,468
	0,078
	0,053
	0,00
	-

	136
	2197-2201; 2211-2213; 2227,6-2232, 2234-2235
	03.09.2022
	0,482
	0,014
	5,698
	0,762
	0,288
	1,043
	0,063
	3,552
	5,839
	12,912
	69,346
	3,117
	2,319
	2,2
	1,431
	0,00
	-

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	13.08.2023
	8,826
	0,038
	74,032
	9,616
	3,486
	0,454
	0,862
	0,28
	0,395
	0,54
	1,471
	0,053
	0,034
	0,028
	0,007
	0,00
	-

	140
	2235,5-2249,8; 2253,5-2278,5
	16.08.2023
	5,656
	0,195
	74,352
	9,948
	3,85
	0,531
	1,636
	0,398
	0,55
	0,697
	2,187
	0,085
	0,038
	0,025
	0,004
	0,00
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	14.08.2023
	6,963
	0,196
	75,324
	9,613
	3,686
	0,514
	0,962
	0,328
	0,414
	0,331
	1,669
	0,072
	0,037
	0,025
	0,004
	0,00
	

	Среднее по нижневизейскому горизонту ПЗ_2025г
	4,41
	0,14
	49,9
	9,39
	2,38
	0,77
	0,66
	1,58
	2,55
	4,85
	35,57
	2,06
	0,63
	0,49
	0,32
	0,00
	

	Примечание: * - отбракованная проба












[bookmark: _Toc241857791]Таблица 2.3.5 - Месторождение Амангельды. Компонентный состав устьевой пробы газа нижневизейского горизонта по состоянию на 01.07.2026г.
	№ скв.
	Дата отбора
	
	
	Содержание, % мольные

	
	
	Азот
	Углекислый газ
	Метан
	Этан
	Пропан
	Изо-бутан
	Н-бутан
	Изо-пентан
	Н-Пентан
	Гексан
	Метилциклопентан
	Бензол
	Циклогексан
	Гептан
	Метилциклогексан
	Сероводород
	Толуол
	Октан
	Этилбензол
	м-п-Ксилол
	о-Ксилол
	Нонан
	Декан
	Ундекан
	Додекан плюс

	1
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	
	
	
	
	
	
	
	
	20

	130
	23.07.2024
	6,932
	0,13
	77,094
	9,98
	3,89
	0,51
	0,898
	0,23
	0,24
	0,046
	0,014
	0,008
	0,017
	0,01
	0,01
	0,00
	0,004
	0,003
	0,00
	0,00
	0,00
	0,001
	0,00
	0,00
	0,00

	123
	20.07.2024
	7,16
	0,18
	77,44
	9,94
	3,64
	0,45
	0,76
	0,16
	0,17
	0,047
	0,012
	0,013
	0,014
	0,009
	0,009
	0,00
	0,005
	0,002
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00

	137
	19.07.2024
	6,89
	0,14
	77,27
	10,17
	3,76
	0,46
	0,811
	0,18
	0,19
	0,048
	0,014
	0,01
	0,019
	0,012
	0,018
	0,00
	0,009
	0,009
	0,00
	0,00
	0,00
	0,001
	0,00
	0,00
	0,00
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Компонентный состав газа сепарации и сырого конденсата
Газ сепарации
Средний компонентный состав газа сепарации был определён методом газовой хроматографии по результатам 80 исследований газа, отобранного из 32 скважин. В расчет средних значений не вошла отбракованная проба из скважины 127 за 2015 г. 
В таблице 2.3.6 представлены средние составы свободного газа из ПР-2007 г. и газа сепарации из ПР-2019 г и ПР состоянию на 01.07.2026 г.
[bookmark: _Toc241857792]Таблица 2.3.6 - Компонентные составы свободного газа нижневизейского продуктивного горизонта
	Компоненты
	Содержание, % мольные

	
	ПР-2007
	ПР-2019
	ПР-2026

	Метан
	75,45
	77,86
	49,9

	Этан
	9,05
	9,90
	9,39

	Пропан
	3,89
	3,85
	2,38

	Изо-бутан
	0,26
	0,53
	0,77

	Н-бутан
	1,28
	0,82
	0,66

	Изо-пентан
	-
	0,22
	1,58

	Н-пентан
	-
	0,25
	2,55

	C5+
	0,78
	0,56
	4,85

	С6+
	0,33
	0,08
	35,57

	Азот
	8,6
	5,85
	4,41

	Аргон
	0,065
	-
	-

	Гелий
	0,063
	-
	-

	Кислород
	0,012
	0,77
	-

	Углекислый газ
	0,55
	0,37
	0,14

	Относительная
Плотность
по воздуху
	0,720
	0,705
	0,7307

	Плотность
при стандартных
условиях, кг/м3
	0,868
	0,850
	0,7784



Результаты исследований по скважинам и в среднем по залежи приведены в таблице 2.3.7.
Содержание отдельных компонентов по пробам изменяется в небольших пределах. В среднем по залежи объемное содержание метана 
составляет 77,33 % мольн., этана – 9,57 % мольн.,
пропан-бутановых фракций – 5,03 % мольн. Из неуглеводородных компонентов наиболее значительная концентрация у азота – 8,52 % мольн., присутствует также углекислый газ в концентрации 0,2 % мольн. Сероводород отсутствует. 
Состав сырого конденсата, отобранного после сепаратора, изучался по 77 представительным пробам. 
Содержание метана – 17,43 %, этана – 10,25 %, пропана – 12,01 %, бутанов – 13,53 %, пентана и высших – 49,23 %. Содержится также незначительное количество азота – 0,37 %, углекислого газа – 0,28 %, кислород – 0,12 %. Результаты исследований сырого и стабилизированного конденсата представлены в таблицах 2.3.8 – 2.3.9.
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[bookmark: _Toc241857793]Таблица 2.3.7 – Месторождение Аменгельды. Состав газа сепарации нижневизейского продуктивного горизонта по состоянию на 01.07.2026г
	№ скв.
	Интервал перфорации, м
	Дата отбора
	Содержание, % мольные

	
	
	
	Азот
	Углекислый газ
	Метан
	Этан
	Пропан
	Изо-бутан
	Н-бутан
	Изо-пентан
	Н-Пентан
	Гексан
	Гептан
	Октан
	Нонан
	Декан
	Ундекан
	Додекан
	Сероводо-род
	Кислород

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	15-18.06.05
	5,86
	0,11
	77,37
	11,3
	3,91
	0,34
	0,77
	-
	0,35
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	109
	2265-2273; 2275-2284; 2287-2290; 2293-2313
	15-18.06.05
	4,10
	0,26
	76,91
	10,74
	5,38
	1,07
	1,12
	-
	0,77
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	113
	2070-2074;2093-2095;2097-2103;2108-2112;2117-2127
	15-18.06.05
	5,28
	1,17
	76,51
	9,24
	6,21
	0,54
	0,71
	-
	0,11
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	112
	2061-2062; 2072-2075; 2082-2088; 2090-2115
	22.08.2005
	5,93
	0,97
	77,09
	10,19
	4,08
	0,66
	0,83
	0,15
	0,10
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	22.08.2005
	5,92
	0,15
	78,93
	9,66
	3,54
	0,56
	0,69
	0,42
	0,13
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	101
	2206-2254
	04.09.2006
	5,86
	0,17
	81,28
	8,78
	3,04
	0,31
	0,44
	0,06
	0,06
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	103
	2161-216; 2166-2170; 2173-2177; 2178-2184
	04.09.2006
	5,80
	0,13
	79,46
	10,29
	3,17
	0,36
	0,58
	0,12
	0,09
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	104
	2320-2510
	04.09.2006
	5,83
	0,11
	80,10
	9,14
	3,32
	0,45
	0,66
	0,24
	0,15
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	110
	2238-2261; 2272-2290
	04.09.2006
	5,82
	0,13
	78,97
	10,50
	3,16
	0,41
	0,62
	0,19
	0,20
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	115
	2194-2230; 2236-2260
	04.09.2006
	5,79
	0,13
	81,08
	8,77
	3,06
	0,41
	0,38
	0,19
	0,19
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	102
	2027-2115
	25.07.2007
	6,81
	0,19
	77,57
	10,23
	3,60
	0,42
	0,76
	0,22
	0,20
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	114
	2124-2193
	26.10.2007
	6,03
	0,13
	77,78
	10,84
	3,85
	0,43
	0,70
	0,13
	0,11
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	117
	2320,5-2510
	26.10.2007
	6,70
	0,19
	76,47
	11,08
	3,99
	0,44
	0,77
	0,18
	0,18
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	121
	2196-2295
	26.10.2007
	7,42
	0,19
	78,29
	9,20
	3,55
	0,38
	0,68
	0,15
	0,14
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	122
	2128-2210
	26.10.2007
	6,86
	0,19
	76,00
	11,23
	4,10
	0,45
	0,81
	0,18
	0,18
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	6Г
	2081-2093;2095-2102;2105-2116; 2163-2168;2170-2175
	09.09.2008
	5,85
	0,13
	78,98
	10,08
	3,66
	0,38
	0,57
	0,18
	0,17
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	16Г
	2194-2168; 2164-2144
	09.09.2008
	6,50
	0,13
	77,98
	10,72
	3,20
	0,48
	0,74
	0,13
	0,12
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	105
	2214-2220; 2225-2231; 2232-2238; 2240-2261
	09.09.2008
	6,63
	0,18
	79,00
	9,67
	3,35
	0,35
	0,58
	0,12
	0,12
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	112
	2061-2062; 2070-2073; 2082-2088; 2090-2109
	09.09.2008
	6,12
	0,13
	78,58
	10,29
	3,97
	0,31
	0,37
	0,13
	0,10
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	120
	2119-2224
	09.09.2008
	6,38
	0,13
	76,12
	11,32
	4,56
	0,40
	0,73
	0,18
	0,18
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	108
	2055-2125
	10.07.2009
	5,53
	0,18
	79,53
	10,51
	3,00
	0,35
	0,69
	0,11
	0,10
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	109
	2265-2273; 2275-2284; 2287-2290; 2293-2313
	10.07.2009
	5,47
	0,18
	77,06
	10,37
	4,04
	0,69
	1,49
	0,36
	0,34
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	111
	2152-2159; 2163-2167; 2169-2188; 2130-2148
	10.07.2009
	6,17
	0,19
	78,02
	10,45
	3,76
	0,35
	0,78
	0,15
	0,13
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2148; 2152-2181
	10.07.2009
	6,68
	0,19
	76,84
	11,37
	3,46
	0,35
	0,73
	0,18
	0,20
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	118
	2320-2413
	10.07.2009
	6,10
	0,18
	77,79
	10,20
	4,35
	0,40
	0,68
	0,15
	0,15
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	103
	2161-2164; 2166-2170; 2173-2177; 2178-2184
	27.09.2010
	6,10
	0,11
	79,21
	9,54
	3,40
	0,42
	0,74
	0,19
	0,21
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	27.09.2010
	6,35
	0,11
	78,11
	10,16
	3,64
	0,43
	0,78
	0,17
	0,19
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	110
	2238-2248; 2250-2260; 2272-2290
	27.09.2010
	6,40
	0,22
	78,16
	10,14
	3,59
	0,40
	0,70
	0,15
	0,17
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	113
	2070-2074;2093-2095;2097-2103;2108-21124;2117-2127
	27.09.2010
	6,80
	0,11
	78,16
	9,89
	3,51
	0,42
	0,73
	0,16
	0,17
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	115
	2194-2230; 2236-2260
	27.09.2010
	6,23
	0,22
	77,28
	10,26
	3,91
	0,49
	0,94
	0,27
	0,32
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	120
	2147-2170; 2172-2181; 2185-2211
	15.10.2011
	6,24
	0,19
	77,89
	10,05
	4,05
	0,41
	0,78
	-
	0,33
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	122
	2133,4-2154,8; 2158-2167,6; 2172,6-2197,8  
	15.10.2011
	6,26
	0,18
	78,69
	9,97
	3,55
	0,38
	0,67
	-
	0,24
	0,06
	
	
	
	
	
	
	
	-

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105 
	15.10.2011
	6,24
	0,19
	79,28
	9,73
	3,29
	0,36
	0,61
	-
	0,24
	0,06
	
	
	
	
	
	
	
	-

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	15.10.2011
	6,22
	0,22
	77,39
	10,21
	3,84
	0,51
	0,97
	0,26
	0,31
	0,07
	
	
	
	
	
	
	
	-

	114
	2145,8-2158,4; 2164,6-2168,4; 2171,4-2185,6
	15.10.2011
	6,26
	0,18
	79,45
	9,69
	3,20
	0,34
	0,60
	-
	0,21
	0,07
	
	
	
	
	
	
	
	-








Продолжение таблицы 2.3.7
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21

	6Г
	2081-2093; 2095-2102; 2105-2116; 2163-2168; 2170-2175
	01.10.2012
	6,08
	0,12
	79,29
	9,78
	3,23
	0,44
	0,69
	0,19
	0,18
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	16Г
	2144-2164; 2168-2194
	01.10.2012
	6,87
	0,20
	77,98
	9,90
	3,56
	0,43
	0,75
	0,16
	0,15
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	116
	2118-2128;2132-2140;2145-2149;2152-2181
	01.10.2012
	6,29
	0,13
	78,63
	10,04
	3,46
	0,48
	0,65
	0,18
	0,14
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	108
	2055-2125
	01.10.2012
	6,28
	0,15
	79,63
	9,80
	3,07
	0,34
	0,52
	0,11
	0,10
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	102
	2099-2102; 2089-2095; 2081-2084; 2076-2079,5; 2071-2074; 2065-2068; 2051,5-2054,5
	01.10.2012
	5,53
	0,16
	79,56
	10,07
	3,40
	0,40
	0,63
	0,13
	0,12
	-
	
	
	
	
	
	
	
	-

	124
	2209-2217; 2228-2244
	23.06.2013
	6,57
	0,21
	78,30
	10,20
	3,37
	0,38
	0,66
	0,15
	0,14
	0,02
	
	
	
	
	
	
	
	-

	123
	2124-2116; 2114,5-2112; 2110-2107
	23.06.2013
	6,83
	0,20
	79,19
	9,36
	3,10
	0,37
	0,64
	0,16
	0,14
	0,01
	
	
	
	
	
	
	
	-

	113
	2127-2117; 2112-2108; 2103-2097; 2095-2093; 2074-2070
	23.06.2013
	6,59
	0,19
	80,65
	9,39
	1,88
	0,35
	0,63
	0,16
	0,15
	0,01
	
	
	
	
	
	
	
	-

	111
	2169-2188; 2163-2167; 2152-2159; 2130-2148
	23.06.2013
	6,49
	0,21
	78,61
	9,85
	3,45
	0,39
	0,67
	0,17
	0,15
	0,01
	
	
	
	
	
	
	
	-

	105
	2206-2231; 2235-2238; 2242-2261
	23.06.2013
	5,98
	0,20
	78,93
	9,91
	3,33
	0,44
	0,79
	0,24
	0,17
	0,01
	
	
	
	
	
	
	
	-

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	09.09.2014
	3,49
	1,71
	72,76
	10,15
	5,28
	1,52
	1,81
	0,42
	0,46
	0,08
	
	
	
	
	
	
	
	2,32

	103
	2161-2170;2173-2177;2178-2194;2202-2223
	09.09.2014
	2,99
	1,38
	75,23
	9,91
	5,12
	1,31
	1,38
	0,14
	0,18
	-
	
	
	
	
	
	
	
	2,36

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	08.09.2014
	2,29
	0,75
	72,66
	10,81
	6,18
	1,77
	1,56
	0,94
	1,02
	-
	
	
	
	
	
	
	
	2,02

	112
	2061-2062; 2070-2075;2082-2084:2090-2105
	08.09.2014
	3,56
	1,52
	75,11
	9,57
	4,85
	0,89
	0,94
	0,36
	0,41
	0,08
	
	
	
	
	
	
	
	2,71

	115
	2194-2230; 2236-2260
	08.09.2014
	3,91
	1,73
	74,76
	9,18
	6,37
	0,45
	0,49
	0,12
	0,13
	-
	
	
	
	
	
	
	
	2,86

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	07.09.2014
	4,25
	1,58
	73,20
	9,12
	5,82
	1,04
	1,52
	0,45
	0,51
	-
	
	
	
	
	
	
	
	2,51

	124
	2209-2217; 2228-2244
	06.09.2014
	3,67
	1,24
	73,89
	10,48
	5,74
	0,96
	1,45
	0,21
	0,33
	0,01
	
	
	
	
	
	
	
	2,02

	102
	2099-2102; 2080-2095; 2071-2079,5; 2065-2068; 2051,5-2054,5
	2015 г.
	6,95
	0,10
	78,87
	9,19
	3,39
	0,42
	0,71
	0,16
	0,15
	0,06
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	105
	2206-2210; 2214-2220;2225-2231;2235-2260
	2015 г.
	7,51
	0,74
	77,25
	9,31
	3,57
	0,46
	0,80
	0,14
	0,16
	0,06
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	110
	2238-2248; 2250-2260; 2272-2290
	2015 г.
	4,50
	0,15
	80,46
	10,04
	3,36
	0,42
	0,69
	0,16
	0,16
	0,06
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	114
	2124-2193
	2015 г.
	7,07
	0,12
	78,69
	9,21
	3,40
	0,41
	0,72
	0,16
	0,16
	0,06
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	116
	2118-2128;2132-2140;2145-2149; 2152-2181
	2015 г.
	7,73
	1,39
	75,63
	9,17
	3,81
	0,56
	1,04
	0,24
	0,28
	0,15
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	127*
	2115-118; 2122– 128; 2132–2136;2138–2152
	2015 г.
	3,11
	0,15
	78,93
	9,66
	3,54
	0,56
	0,69
	0,42
	0,13
	
	
	
	
	
	
	
	
	2,81

	128
	2046-2090
	2015 г.
	8,63
	0,23
	79,62
	8,16
	2,45
	0,25
	0,39
	0,10
	0,10
	0,07
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	130
	2210-2184; 2180-2174; 2170-2164
	2015 г.
	4,25
	0,86
	72,71
	10,57
	5,32
	0,80
	1,46
	0,40
	0,46
	0,01
	
	
	
	
	
	
	
	3,15

	130
	2210-2184; 2180-2174; 2170-2164
	2015 г.
	4,25
	0,86
	72,71
	10,57
	5,32
	0,80
	1,46
	0,40
	0,46
	0,01
	
	
	
	
	
	
	
	0,833

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	2016 г.
	2,23
	0,75
	74,68
	10,81
	6,18
	1,77
	1,56
	0,94
	1,02
	0,06
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	108
	2055-2125
	2016 г.
	5,58
	0,00
	79,60
	9,26
	3,67
	0,48
	0,84
	0,20
	0,21
	0,16
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	111
	2130-2148;2152-2159;2163-2167;2169-2188
	2016 г.
	5,40
	0,00
	78,82
	9,58
	3,61
	0,29
	0,80
	0,18
	0,22
	0,10
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	124
	2209-2217; 2228-2236; 2236-2244
	2016 г.
	5,56
	0,00
	80,11
	9,13
	3,46
	0,44
	0,78
	0,20
	0,21
	0,11
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	128
	2046-2050; 2052-2054; 2059-2064; 2068-2073; 2076-2090
	2016 г.
	6,64
	0,00
	77,27
	10,06
	3,99
	0,52
	0,92
	0,23
	0,24
	0,13
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	129
	2099-2101; 2110-2116; 2119-2123; 2124-2128; 2133-2139; 2141-2157
	2016 г.
	0,00
	0,00
	84,09
	9,58
	3,73
	0,54
	1,02
	0,32
	0,35
	0,37
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	2016 г.
	5,80
	0,00
	78,65
	9,88
	3,80
	0,48
	0,84
	0,21
	0,21
	0,13
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	102
	2051,5-2051,4 2065-2068 2071-2074 2076-2079,5 2081-2084 2089-2095 2099-2102
	08.2017 г.
	5,72
	0,18
	79,29
	9,39
	3,58
	0,47
	0,82
	0,21
	0,22
	0,12
	
	
	
	
	
	
	
	0,00









Продолжение таблицы 2.3.7
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21

	112
	2061-2062; 2070-2075;2082-2088;2090-2105
	08.2017 г.
	5,96
	0,15
	78,37
	9,64
	3,79
	0,51
	0,91
	0,28
	0,25
	0,14
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	08.2017 г.
	6,39
	0,16
	78,44
	9,48
	3,59
	0,48
	0,85
	0,23
	0,24
	0,14
	
	
	
	
	
	
	
	0,00

	126
	2148-2157,6; 2163,5-2165,2; 2166,8-2171; 2175,1-2180,5; 2184,6-2186,6; 2189,7-2206,8
	08.2017 г.
	0,00
	5,74
	0,15
	79,66
	9,19
	3,49
	0,46
	0,80
	0,20
	0,21
	0,10
	
	
	
	
	
	
	

	130
	2164-2170; 2174-21804 2184-2210
	08.2017 г.
	0,00
	5,88
	0,17
	80,08
	8,93
	3,35
	0,43
	0,72
	0,17
	0,17
	0,10
	
	
	
	
	
	
	

	16Г
	2144-2164; 2168-2194
	2018 г.
	-
	8,46
	0,54
	77,14
	8,83
	3,45
	0,43
	0,73
	0,16
	0,16
	0,10
	
	
	
	
	
	
	

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	2018 г.
	-
	7,10
	0,33
	79,04
	8,55
	3,27
	0,44
	0,77
	0,20
	0,20
	0,10
	
	
	
	
	
	
	

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	2018 г.
	-
	6,01
	1,51
	78,47
	8,76
	3,54
	0,45
	0,78
	0,19
	0,19
	0,10
	
	
	
	
	
	
	

	127*
	2115– 118; 2122– 128; 2132–2136; 2138–2152
	2018 г.
	-
	7,95
	0,50
	77,72
	8,51
	3,60
	0,44
	0,77
	0,21
	0,21
	0,09
	
	
	
	
	
	
	

	131
	2204,5-2208; 2211-2222; 2224-2234; 2239-2263
	2018 г.
	-
	6,66
	0,31
	79,38
	8,60
	3,36
	0,44
	0,77
	0,20
	0,21
	0,07
	
	
	
	
	
	
	

	Среднее по нижневизейскому горизонту_ПЗ_2018г
	0,77
	5,85
	0,37
	77,86
	9,90
	3,85
	0,53
	0,82
	0,22
	0,25
	0,08
	
	
	
	
	
	
	

	112
	2061-2062; 2070-2075;2082-2088;2090-2105
	2019 г
	4,03
	0,11
	84,57
	7,31
	2,66
	0,33
	0,54
	0,13
	0,13
	0,19
	
	
	
	
	
	
	
	

	122
	2128-2210
	2019 г
	7,86
	0,50
	78,85
	8,1
	3,14
	0,40
	0,70
	0,17
	0,18
	0,1
	
	
	
	
	
	
	
	

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	2019 г
	6,56
	0,25
	79,34
	8,97
	3,31
	0,42
	0,71
	0,17
	0,17
	0,10
	
	
	
	
	
	
	
	

	129
	2099-2101;2110-2116;2124-2128;2133-2139;2141-2157
	2019 г.
	8,29
	0,54
	71,78
	9,80
	5,20
	1,0
	2,11
	0,51
	0,56
	0,21
	
	
	
	
	
	
	
	

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	2019 г.
	7,63
	0,22
	78,83
	8,53
	3,17
	0,40
	0,66
	0,16
	0,17
	0,23
	
	
	
	
	
	
	
	

	102
	2027-2115
	2019 г.
	6,12
	0,23
	80,14
	8,90
	3,15
	0,37
	0,61
	0,14
	0,14
	0,20
	
	
	
	
	
	
	
	

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	22.08.2020г
	6,45
	0,21
	77,79
	9,71
	3,54
	0,44
	0,73
	0,164
	0,165
	0,065
	0,213
	0,021
	0,011
	0,004
	0,001
	
	0,00
	-

	135
	2200-2216; 2220,7-2221,2; 2239-2239,9; 2211-2213;
	16.08.2021г
	6,684
	0,056
	77,91
	9,662
	3,59
	0,45
	0,77
	0,18
	0,19
	0,13
	0,36
	0,021
	0,005
	0,003
	0,001
	0,002
	0,00
	-

	136
	2197-2201;2211-2213;2227,6-2232;2234-2235
	26.07.2021
	6,404
	0,212
	76,891
	10,333
	3,98
	0,507
	0,911
	0,213
	0,236
	0,139
	0,165
	0,006
	0,002
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	-

	112
	2061-2062; 2070-2075;2082-2088;2090-2105
	01.09.2021
	7,57
	0,19
	76,962
	9,62
	3,55
	0,456
	0,808
	0,203
	0,222
	0,143
	0,21
	0,04
	0,022
	0,008
	0,001
	0,00
	0,00
	-

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	09.09.2021
	6,83
	0,196
	77,22
	9,861
	3,73
	0,48
	0,852
	0,222
	0,238
	0,171
	0,209
	0,003
	0,002
	0,002
	0,001
	0,00
	0,00
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	02.09.2021
	6,704
	0,161
	77,24
	9,85
	3,83
	0,51
	0,924
	0,243
	0,264
	0,146
	0,130
	0,002
	0,001
	0,001
	0,001
	0,00
	0,00
	-

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	02.09.2021
	7,143
	0,176
	77,153
	9,90
	3,68
	0,47
	0,804
	0,193
	0,207
	0,105
	0,125
	0,025
	0,013
	0,010
	0,003
	0,00
	0,00
	-

	128
	2046-2050;2052-2054;2059-2064; 2068-2073; 2076-2090
	01.09.2021
	6,74
	0,16
	77,722
	9,88
	3,624
	0,457
	0,805
	0,193
	0,204
	0,102
	0,108
	0,003
	0,002
	0,002
	0,001
	0,00
	0,00
	-

	137
	2087-2089; 2101-2103; 2104-2113; 2118-2125; 2126,5-2128; 2129,3-2130,7; 2132-2133; 2141,1-2142
	03.11.2021
	5,934
	0,134
	72,83
	9,734
	3,64
	0,671
	1,771
	1,009
	1,349
	1,36
	1,56
	0,012
	0,002
	0,002
	0,00
	0,00
	0,00
	-

	102
	2027-2115
	07.09.2022
	6,58
	0,152
	76,78
	10,22
	3,89
	0,493
	0,922
	0,267
	0,299
	0,205
	0,195
	0,003
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	-

	108
	2055-2125
	02.09.2022
	6,74
	0,16
	78,061
	9,94
	3,52
	0,42
	0,69
	0,139
	0,136
	0,056
	0,155
	0,005
	0,001
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149;2152-2181
	05.09.2022
	6,802
	0,159
	77,111
	9,837
	3,951
	0,473
	0,811
	0,237
	0,216
	0,153
	0,243
	0,005
	0,001
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	-

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	05.09.2022
	7,004
	0,184
	77,612
	9,894
	3,589
	0,437
	0,737
	0,157
	0,161
	0,068
	0,151
	0,005
	0,001
	0,001
	0,00
	0,00
	0,00
	-

	130
	2164-2170; 2174-2180;2184-2210
	03.09.2022
	6,679
	0,202
	78,016
	9,792
	3,597
	0,44
	0,74
	0,162
	0,161
	0,076
	0,131
	0,004
	0,001
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	-

	136
	2197-2201;2211-2213;2227,6-2232;2234-2235
	03.09.2022
	6,537
	0,194
	77,24
	10,333
	3,906
	0,488
	0,85
	0,173
	0,172
	0,053
	0,054
	0,001
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	-

	112
	2061-2062; 2070-2075;2082-2088;2090-2105
	13.08.2023
	8,92
	0,038
	74,82
	9,718
	3,523
	0,447
	0,827
	0,239
	0,318
	0,384
	0,463
	0,19
	0,076
	0,037
	0,00
	0,00
	0,00
	

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	14.08.2023
	7,029
	0,198
	76,04
	9,704
	3,721
	0,508
	0,931
	0,292
	0,356
	0,273
	0,525
	0,336
	0,072
	0,014
	0,00
	0,00
	0,00
	

	140
	2235,5-2249,8; 2253,5-2278,5
	16.08.2023
	5,714
	0,197
	75,123
	10,051
	3,89
	0,524
	1,603
	0,352
	0,477
	0,627
	1,151
	0,249
	0,026
	0,015
	0,00
	0,00
	0,00
	

	Среднее по нижневизейскому горизонту_ПЗ_2025г
	6,79
	0,20
	77,33
	9,57
	3,64
	0,48
	0,91
	0,25
	0,28
	0,34
	0,05
	0,01
	0,006
	0,001
	0,00
	0,00
	0,00
	

	Примечание: * - отбракованная проба







[bookmark: _Toc241857794]Таблица 2.3.8 – Месторождение Аменгельды. Состав сырого конденсата нижневизейского продуктивного горизонта по состоянию на 01.07.2026 г
	№ скв.
	Интервал перфорации, м
	Дата отбора
	Содержание, % мольные

	
	
	
	Кислород
	Азот
	Углекислый газ
	Метан
	Этан
	Пропан
	Изо-бутан
	Н-бутан
	Изо-пентан
	Н-Пентан
	Гексаны +высш.

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	15.06.05 -18.06.05
	-
	-
	0,04
	10,4
	8,9
	10,05
	2,91
	6,36
	61,33

	109
	2265-2273; 2275-2284; 2287-2290; 2293-2313
	15.06.05 -18.06.05
	-
	0,06
	0,78
	9,12
	9,18
	7,68
	5,34
	5,51
	62,33

	112
	2061-2062; 2072-2075; 2082-2088; 2090-2115
	22.08.2005
	-
	0,08
	0,23
	6,39
	10,66
	11,30
	2,80
	4,84
	63,7

	113
	2070-2074; 2093-2095; 2097-2103; 2108-2112; 2117-2127
	15.06.05 -18.06.05
	-
	0,16
	0,49
	7,25
	7,33
	8,23
	3,02
	5,22
	68,3

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	22.08.2005
	-
	0,08
	0,16
	8,21
	10,33
	10,76
	2,79
	4,75
	62,92

	101
	2206-2254
	04.09.2006
	-
	-
	-
	18,76
	10,71
	13,38
	3,64
	9,55
	3,92
	3,60
	36,44

	103
	2161-2164; 2166-2170; 2173-2177; 2178-2184
	04.09.2006
	-
	-
	-
	18,42
	8,44
	12,90
	3,60
	9,25
	3,81
	3,13
	40,45

	104
	2320-2510
	04.09.2006
	-
	-
	-
	15,96
	8,80
	9,56
	3,82
	9,33
	2,81
	2,55
	47,17

	110
	2238-2261; 2272-2290
	04.09.2006
	-
	-
	-
	20,56
	9,06
	14,79
	3,62
	9,59
	3,54
	6,54
	32,30

	115
	2194-2230; 2236-2260
	04.09.2006
	-
	-
	-
	20,36
	10,32
	11,56
	4,70
	9,72
	3,50
	2,99
	36,85

	102
	2027-2115
	25.07.2007
	-
	-
	-
	16,97
	7,67
	10,02
	3,32
	6,80
	2,71
	2,20
	50,31

	114
	2124-2193
	26.10.2007
	-
	-
	-
	19,72
	9,88
	12,32
	5,15
	9,84
	3,87
	3,18
	36,04

	117
	2320,5-2510
	26.10.2007
	-
	-
	-
	13,52
	7,90
	9,81
	4,20
	9,42
	3,80
	3,43
	47,92

	121
	2196-2295
	26.10.2007
	-
	-
	-
	19,21
	11,05
	12,30
	4,05
	10,10
	3,65
	3,15
	36,40

	122
	2128-2210
	26.10.2007
	-
	-
	-
	18,09
	9,61
	12,03
	4,36
	10,33
	3,55
	3,19
	38,84

	6Г
	2081-2093; 2095-2102; 2105-2116; 2163-2168; 2170-2175
	09.09.2008
	-
	-
	-
	19,40
	9,66
	9,23
	3,83
	8,76
	3,90
	3,37
	41,85

	16Г
	2194-2168; 2164-2144
	09.09.2008
	-
	-
	-
	19,81
	10,00
	12,52
	3,92
	8,95
	4,02
	3,47
	37,31

	105
	2214-2220; 2225-2231; 2232-2238; 2240-2261
	09.09.2008
	-
	-
	-
	19,43
	10,93
	8,16
	3,29
	9,17
	3,91
	3,58
	41,53

	112
	2061-2062; 2070-2073; 2082-2088; 2090-2109
	09.09.2008
	-
	-
	-
	19,34
	9,62
	12,24
	4,25
	9,34
	3,97
	3,27
	37,97

	120
	2119-2224
	09.09.2008
	-
	-
	-
	19,94
	10,24
	11,81
	4,49
	9,61
	3,41
	2,65
	37,85

	108
	2055-2125
	10.07.2009
	-
	-
	-
	18,92
	9,60
	11,02
	3,34
	8,56
	3,51
	3,00
	42,04

	109
	2265-2273; 2275-2284; 2287-2290; 2293-2313
	10.07.2009
	-
	-
	-
	17,52
	8,18
	12,57
	3,71
	8,62
	3,90
	3,56
	41,94

	111
	2152-2159; 2163-2167; 2169-2188; 2130-2148
	10.07.2009
	-
	-
	-
	17,58
	8,79
	11,92
	4,42
	9,38
	3,52
	2,93
	41,46

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2148; 2152-2181
	10.07.2009
	-
	-
	-
	18,22
	9,21
	11,00
	4,60
	9,88
	3,38
	2,92
	40,79

	118
	2320-2413
	10.07.2009
	-
	-
	-
	18,23
	9,12
	10,70
	4,06
	8,78
	3,72
	3,10
	42,29

	103
	2161-2164; 2166-2170; 2173-2177; 2178-2184
	27.09.2010
	-
	-
	-
	19,03
	11,21
	16,76
	5,10
	12,32
	3,84
	3,13
	28,61

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	27.09.2010
	-
	-
	-
	17,39
	13,22
	16,88
	4,35
	8,03
	2,42
	2,10
	35,61

	110
	2238-2248; 2250-2260; 2272-2290
	27.09.2010
	-
	-
	-
	23,68
	10,20
	16,70
	3,53
	9,70
	2,47
	1,92
	31,80

	113
	2070-2074; 2093-2095; 2097-2103; 2108-2112; 2117-2127
	27.09.2010
	-
	-
	-
	14,76
	13,61
	13,87
	5,71
	11,93
	3,80
	3,28
	33,04

	115
	2194-2230; 2236-2260
	27.09.2010
	-
	-
	-
	17,45
	10,53
	13,23
	5,24
	10,79
	3,51
	2,84
	36,41

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	15.10.2011
	-
	-
	-
	17,68
	11,18
	15,58
	5,69
	12,25
	3,86
	3,40
	30,36

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	15.10.2011
	-
	-
	-
	21,03
	12,67
	14,48
	4,58
	10,12
	5,15
	31,97

	114
	2145,8-2158,4; 2164,6-2168,4; 2171,4-2185,6
	15.10.2011
	-
	-
	-
	22,03
	13,34
	14,72
	4,78
	10,40
	5,52
	29,21

	120
	2147-2170; 2172-2181; 2185-2211
	15.10.2011
	-
	-
	-
	16,21
	11,18
	14,71
	5,16
	10,99
	6,78
	34,97

	122
	2133,4-2154,8; 2158-2167,6; 2172,6-2197,8
	15.10.2011
	-
	-
	-
	18,06
	12,88
	18,58
	6,25
	12,33
	5,52
	26,38

	6Г
	2081-2093; 2095-2102; 2105-2116; 2163-2168; 2170-2175
	01.10.2012
	-
	-
	-
	19,11
	10,09
	11,07
	2,89
	7,64
	3,97
	3,43
	41,80





Продолжение таблицы 2.3.8
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	16Г
	2144-2164; 2168-2194
	01.10.2012
	-
	-
	-
	17,06
	9,46
	11,55
	4,39
	8,77
	3,21
	2,57
	42,99

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-21494; 2152-2181
	01.10.2012
	-
	-
	-
	17,77
	9,01
	11,84
	3,67
	7,59
	3,13
	2,74
	44,25

	108
	2055-2125
	01.10.2012
	-
	-
	-
	20,48
	10,70
	10,43
	3,70
	9,10
	3,38
	2,93
	39,28

	102
	2099-2102; 2089-2095; 2081-2084; 2076-2079,5; 2071-2074; 2065-20684; 2051,5-2054,5
	01.10.2012
	-
	-
	-
	18,73
	9,31
	9,76
	4,28
	9,31
	3,77
	3,25
	41,58

	105
	2206-2210; 2214-2220; 2225-2231; 2235-2238; 2242-2261
	23.06.2013
	-
	-
	-
	19,41
	10,89
	8,18
	3,33
	9,12
	3,86
	3,72
	41,49

	111
	2169-2188; 2163-2167; 2152-2159; 2130-2148
	23.06.2013
	-
	-
	-
	17,14
	8,67
	12,17
	4,45
	9,67
	3,50
	2,87
	41,53

	113
	2127-2117; 2112-2108; 2103-2097; 2095-2093; 2074-2070
	23.06.2013
	-
	-
	-
	19,41
	10,89
	8,18
	3,33
	9,12
	3,86
	3,72
	41,49

	123
	2124-2116; 2114,5-2112; 2110-2107
	23.06.2013
	-
	-
	-
	19,62
	9,98
	11,23
	5,10
	9,78
	3,87
	3,74
	36,68

	124
	2209-2217; 2228-2236; 2236-2244
	23.06.2013
	-
	-
	-
	19,62
	9,08
	13,92
	4,25
	9,56
	3,84
	5,43
	34,30

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	09.09.2014
	-
	0,06
	0,56
	10,02
	10,08
	8,69
	5,73
	5,90
	58,96

	103
	2161-2184; 2186-2194; 2202-2223
	09.09.2014
	-
	0,05
	0,09
	10,39
	10,49
	9,05
	6,20
	6,70
	56,67

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	08.09.2014
	-
	-
	0,17
	10,03
	8,62
	8,62
	6,86
	6,92
	58,78

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2105
	08.09.2014
	-
	0,12
	0,29
	6,10
	9,74
	9,57
	3,99
	6,28
	63,85

	115
	2194-2230; 2236-2260
	08.09.2014
	-
	-
	-
	10,46
	10,16
	10,24
	9,93
	9,63
	49,58

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	07.09.2014
	-
	0,08
	0,68
	10,37
	10,49
	8,81
	6,13
	6,09
	57,31

	124
	2209-2217; 2228-2236; 2236-2244
	06.09.2014
	-
	0,04
	0,43
	12,18
	12,18
	10,91
	7,06
	7,22
	49,98

	110
	2238-2248; 2250-2260; 2272-2290
	2015 г.
	-
	-
	-
	20,88
	8,35
	15,17
	3,48
	9,88
	2,57
	1,74
	37,93

	114
	2124-2193
	2015 г.
	-
	-
	-
	22,89
	10,90
	13,48
	4,25
	8,27
	3,18
	2,70
	34,33

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	2015 г.
	-
	-
	-
	22,03
	9,82
	10,84
	4,40
	9,92
	2,61
	2,04
	38,34

	127*
	2115– 118; 2122– 128; 2132–2136; 2138–2152
	2015 г.
	-
	0,28
	1,68
	19,61
	19,61
	19,89
	7,28
	11,76
	19,89

	128
	2046-2090
	2015 г.
	-
	-
	-
	22,09
	7,38
	10,09
	4,02
	9,19
	3,01
	2,61
	41,61

	110
	2238-2248; 2250-2260; 2272-2290
	2015 г.
	-
	-
	-
	20,88
	8,35
	15,17
	3,48
	9,88
	2,57
	1,74
	37,93

	114
	2124-2193
	2015 г.
	-
	-
	-
	22,89
	10,90
	13,48
	4,25
	8,27
	3,18
	2,70
	34,33

	130
	2210-2184; 2180-2174; 2170-2164
	2015 г.
	0,41
	0,65
	0,09
	10,49
	12,27
	15,58
	8,02
	10,43
	42,06

	130
	2210-2184; 2180-2174; 2170-2164
	2015 г.
	0,40
	0,64
	0,09
	10,27
	12,02
	15,26
	7,85
	10,22
	43,25

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	2016 г.
	-
	-
	-
	26,14
	8,53
	12,40
	3,35
	7,48
	2,85
	2,48
	36,77

	108
	2055-2125
	2016 г.
	-
	-
	-
	22,80
	11,22
	10,16
	3,42
	7,43
	2,31
	1,89
	40,77

	111
	2130-2148; 2152-2159; 2163-2167; 2169-2188
	2016 г.
	-
	-
	-
	18,57
	8,55
	10,20
	2,32
	7,07
	2,16
	1,95
	49,18

	124
	2209-2217; 2228-2236; 2236-2244
	2016 г.
	-
	-
	-
	18,57
	8,55
	10,20
	2,32
	7,07
	2,16
	1,95
	49,18

	128
	2046-2050; 2052-2054; 2059-2064; 2068-2073; 2076-2090
	2016 г.
	-
	-
	-
	22,75
	11,81
	13,06
	3,92
	9,53
	2,52
	2,40
	34,01

	129
	2099-2101; 2110-2116; 2119-2123; 2124-2128; 2133-2139; 2141-2157
	2016 г.
	-
	-
	-
	18,55
	9,13
	11,54
	4,65
	10,34
	4,21
	3,60
	37,98

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	2016 г.
	-
	-
	-
	18,23
	11,27
	14,99
	3,31
	8,76
	3,16
	2,63
	37,65

	102
	2051,5-2051,4; 2065-2068; 2071-2074; 2076-2079,5; 2081-2084; 2089-2095; 2099-2102
	08.2017 г.
	0,00
	0,53
	0,00
	23,36
	9,41
	8,73
	2,87
	7,37
	3,02
	2,98
	41,73

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	08.2017 г.
	0,00
	0,26
	0,00
	7,30
	9,31
	15,59
	5,66
	12,19
	5,76
	5,50
	38,43

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	08.2017 г.
	0,00
	0,40
	0,00
	21,10
	10,06
	8,15
	2,60
	6,76
	3,01
	3,06
	44,86

	126
	2148-2157,6; 2163,5-2165,2; 2166,8-2171; 2175,1-2180,5; 2184,6-2186,6; 2189,7-2206,8
	08.2017 г.
	0,00
	0,05
	0,00
	22,61
	11,22
	13,16
	4,40
	9,96
	3,55
	3,01
	32,04

	130
	2164-2170; 2174-2180; 2184-2210
	08.2017 г.
	0,00
	0,31
	0,00
	10,45
	9,97
	16,31
	4,75
	11,75
	3,95
	3,77
	38,74

	16Г
	2144-2164; 2168-2194
	2018 г.
	-
	0,56
	0,06
	18,35
	11,28
	13,64
	4,10
	8,37
	2,91
	2,42
	38,31

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	2018 г.
	-
	0,25
	-
	17,15
	9,08
	13,49
	3,91
	9,58
	2,96
	2,66
	40,92

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	2018 г.
	-
	0,44
	0,05
	16,68
	11,02
	12,24
	4,19
	8,70
	3,02
	2,83
	40,83

	127
	2115– 118; 2122– 128; 2132–2136; 2138–2152
	2018 г.
	-
	0,52
	0,04
	16,50
	8,38
	8,03
	3,47
	8,30
	2,61
	2,43
	49,72

	131
	2204,5-2208; 2211-2222; 2224-2234; 2239-2263
	2018 г.
	-
	0,19
	0,05
	22,06
	11,53
	11,57
	3,75
	7,64
	1,66
	1,47
	40,08


	
Продолжение таблицы 2.3.8
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	112
	2061-2062;2070-2075;2082-2088;2090-2105
	08.05.2019г
	-
	0,39
	0,61
	14,16
	13,26
	12,25
	3,03
	6,52
	3,15
	2,7
	43,93

	122
	2128-2210
	08.05.2019г
	-
	0,34
	0,34
	14,14
	10,69
	10,83
	2,92
	6,81
	2,73
	2,59
	48,61

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	08.05.2019г
	-
	0,66
	0,36
	24,12
	10,91
	8,14
	2,30
	5,84
	2,51
	2,3
	42,86

	129
	2099-2101;2110-2116;2124-2128;2133-2139;2141-2157
	08.05.2019г
	-
	2,35
	0,21
	30,87
	8,11
	8,96
	3,34
	8,25
	3,34
	2,77
	31,80

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	08.05.2019г
	-
	-
	-
	15,37
	9,92
	13,33
	2,47
	6,03
	2,83
	2,78
	47,27

	102
	2027-2115
	08.05.2019г
	-
	0,34
	0,59
	15,81
	13,32
	15,23
	3,61
	9,71
	3,76
	3,61
	34,02

	Среднее по нижневизейскому горизонту 
	0,12
	0,37
	0,29
	17,43
	10,25
	12,01
	4,29
	8,79
	48,85

	Примечание: * - отбракованная проба



[bookmark: _Toc241857795]Таблица 2.3.9 – Месторождение Аменгельды. Состав стабилизированного конденсата нижневизейского горизонта по состоянию на 01.07.2026г
	№ скв.
	Интервал перфорации, м
	Дата отбора
	Содержание, % мольные

	
	
	
	Сероводород
	Азот
	Углекислый газ
	Метан
	Этан
	Пропан
	Изо-бутан
	Н-бутан
	Изо-пентан
	Н-Пентан
	Гексан.
	C7+
	С12+
	С20+
	С30+
	С36+

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	22.08.2020г
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,012
	0,00
	1,934
	1,6
	8,32
	87,1
	1,033
	0,007
	0,00006
	0,001

	135
	2200-2216; 2220,7-2221,2; 2239-2239,9; 2211-2213;
	16.08.2021
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,39
	0,00
	1,45
	2,463
	6,92
	74.67
	13,09
	0,272
	0,32
	0,439

	136
	2197-2201;2211-2213;2227,6-2232;2234-2235
	26.07.2021
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,37
	0,00
	1,021
	1,23
	5,444
	76,01
	12,842
	0,902
	0,531
	1,36

	112
	2061-2062;2070-2075;2082-2088;2090-2105
	01.09.2021
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,87
	0,00
	4,743
	8,173
	13,174
	67,72
	3,82
	0,42
	0,026
	0,059

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	09.09.2021
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,87
	0,00
	4,742
	8,173
	13,175
	67,42
	3,82
	0,42
	0,026
	0,059

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	02.09.2021
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,621
	0,00
	4,60
	8,013
	12,996
	68,192
	3,484
	0,11
	0,341
	0,642

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	02.09.2021
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,824
	0,00
	4,74
	8,16
	13,27
	67,642
	3,8
	0,483
	0,025
	0,058

	128
	2046-2050; 2052-2054; 2059-2064; 2068-2073; 2076-2090
	01.09.2021
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,282
	0,00
	3,99
	7,17
	12,71
	68,07
	5,764
	0,925
	0,025
	0,072

	137
	2087-2089; 2101-2103; 2104-2113; 2118-2125; 2126,5-2128; 2129,3-2130,7; 2132-2133; 2141,1-2142
	03.11.2021
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,225
	0,00
	1,905
	3,787
	14,603
	76,19
	1,452
	0,263
	0,569
	0,994

	102
	2027-2115
	07.09.2022
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,119
	0,00
	4,005
	6,506
	13,89
	67,922
	3,692
	0,206
	0,904
	1,771

	108
	2055-2125
	02.09.2022
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,435
	0,00
	4,39
	7,804
	13,42
	67,351
	4,394
	0,415
	0,278
	0,517

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	05.09.2022
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,931
	0,00
	3,44
	5,694
	13,442
	72,882
	0,856
	0,154
	0,923
	1,694

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	05.09.2022
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,824
	0,00
	4,736
	8,161
	13,27
	67,644
	3,8
	0,483
	0,025
	0,056

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	03.09.2022
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,87
	0,00
	4,743
	8,173
	13,743
	67,72
	3,821
	0,42
	0,026
	0,057

	136
	2197-2201;2211-2213;2227,6-2232;2234-2235
	03.09.2022
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,09
	0,00
	3,821
	6,29
	13,94
	71,5
	0,861
	0,127
	0,855
	1,55

	112
	2061-2062;2070-2075;2082-2088;2090-2105
	13.08.2023
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,161
	4,161
	4,67
	7,64
	15,21
	62,68
	1,77
	0,55
	1,99
	0,683

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	14.08.2023
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,191
	4,22
	4,151
	6,46
	6,463
	69,93
	3,64
	1,32
	2,161
	0,476

	140
	2235,5-2249,8; 2253,5-2278,5
	16.08.2023
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,252
	4,79
	4,83
	7,564
	7,535
	65,82
	4,48
	1,322
	2,00
	0,42

	Среднее по нижневизейскому горизонту 
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	1,185
	0,731
	3,77
	6,28
	11,75
	70,36
	4,25
	0,49
	0,61
	0,61
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Свойства и фракционный состав стабильного конденсата
После ПЗ-2006г. физико-химические свойства и фракционный состав стабильного конденсата были дополнительно были изучены по 15 пробам, отобранным из 12 скважин: 16Г, 101, 103, 107, 112, 115, 116, 123, 124, 127, 130, 131.
Исследования проведены в лабораториях компаний «Мунайгазгеолсервис», ТОО "AD Group Service", ТОО "Акпан", «КазТехГеостар».
Всего в данном проекте в таблице 2.3.10 представлены результаты 40 исследований стабильного конденсата, отобранного из 24 скважин.
Свойства конденсата по скважинам получены в диапазонах: плотность – 0,709-0,769 г/см3, динамическая вязкость – 0,432-1,049 мПа*с, содержание серы – 0,02-0,18 % масс., асфальтенов – 0,0-0,09 % масс., смол селикогелевых - 0,10-0,39 % масс, содержание парафинов – 0,03-0,67 % масс.
Температура застывания конденсата меняется от минус 60оС до минус 15оС. Выход светлых фракций (до 250 оС) высокий и составляет от 78 до 95 % об. 
В среднем по залежи плотность и динамическая вязкость стабильного конденсата при 20 оС составила 0,737 г/см3 и 0,691 мПа*с соответственно. По содержанию серы, которое составляет в среднем 0,12 %, конденсат относится к малосернистым.
Содержание парафиновых углеводородов в конденсате составляет в среднем 0,40 % масс, асфальтенов – 0,03 % масс, смол силикагелевых – 0,20 % масс. Температура застывания стабильного конденсата низкая и составляет в среднем ниже минус 21 оС.
Температура начала кипения стабильного конденсата составила 39 оС. До 250 оС выкипает в среднем 88 % по объему.
Физико-химические свойства устьевой пробы газа представлены в таблице 2.3.11.
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[bookmark: _Toc241857796]Таблица 2.3.10 – Месторождение Амангельды. Физико-химические свойства и фракционный состав стабильного конденсата нижневизейского продуктивного горизонта по состоянию на 01.07.2026г
	№ скважины
	Интервал перфорации, м
	Дата отбора
	Плотность при
	Вязкость динамическая, при 20 оС, мПа*с
	Вязкость кинематич. при 20 оС, мм2/с
	Содержание, % массовые
	Температура
	Температура вспышки в откр.тигле, оС
	Молекулярный вес
	Выход фракций, % об. до температуры , 0С

	
	
	
	20 оС, г/см3
	
	
	вода
	мех. примеси
	ароматических УВ
	метано-нафтеновых УВ
	сера
	асфальтены
	смолы
	парафина
	застывания, оС
	
	
	начало кипения, оС
	50
	100
	150
	200
	250
	конец кипения, оС
	выход на конец кипения, %

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25

	2
	2144-2155
	до 1997 г.
	0,716
	0,6
	-
	-
	-
	-
	-
	0,02
	-
	-
	-
	-
	-
	111
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	5
	2281-2289
	до 1997 г.
	0,711
	0,56
	-
	-
	-
	-
	-
	0,02
	-
	-
	-
	-
	-
	104
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	6
	2081-2093
	до 1997 г.
	0,72
	0,63
	-
	-
	-
	-
	-
	0,03
	-
	-
	-
	-
	-
	99
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	2004 г.
	0,752
	0,75
	-
	отс.
	0,03
	-
	-
	0,13
	0,09
	0,2
	0,4
	ниже-17
	-
	122
	30
	2
	17
	57
	77
	87
	-
	-

	102
	2027-2115
	2004 г.
	0,758
	0,926
	-
	отс.
	0,04
	-
	-
	0,11
	0,04
	0,28
	0,46
	ниже-15
	-
	130
	38
	-
	17
	47
	76
	92
	-
	-

	103
	2134-2186; 2202-2223
	2004 г.
	0,743
	0,667
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,14
	0,03
	0,22
	0,56
	ниже-17
	-
	117
	30
	2
	17
	63
	91
	95
	-
	-

	105
	2214-2220; 2225-2231; 2235-2238; 2240-2261
	2004 г.
	0,761
	0,928
	-
	отс.
	0,03
	-
	-
	0,11
	0,03
	0,39
	0,56
	ниже-15
	-
	133
	36
	4
	18
	47
	75
	91
	-
	-

	106
	2071-2089; 2092-2099; 2103-2107; 2110-2128
	2004 г.
	0,754
	0,777
	-
	отс.
	0,03
	-
	-
	0,14
	0,05
	0,22
	0,39
	ниже-15
	-
	123
	40
	2
	16
	59
	78
	88
	-
	-

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	2004 г.
	0,754
	0,92
	-
	отс.
	0,06
	-
	-
	0,12
	0,04
	0,25
	0,41
	ниже-15
	-
	126
	38
	3
	17
	48
	76
	93
	-
	-

	108
	2054.5-2125
	2004 г.
	0,751
	1,021
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,15
	0,03
	0,19
	0,32
	ниже-17
	-
	118
	30
	-
	20
	61
	82
	86
	-
	-

	109
	2265-2273; 2275-2284; 2287-2290; 2293-2313
	2004 г.
	0,723
	0,57
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,18
	0,03
	0,15
	0,55
	ниже-17
	-
	106
	28
	2
	30
	61
	73
	86
	-
	-

	110
	2238-2248; 2250-2261; 2272-2290
	2004 г.
	0,709
	0,432
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,12
	0,02
	0,11
	0,28
	ниже-17
	-
	100
	30
	3
	38
	64
	71
	83
	-
	-

	111
	2130-2148; 2152-2159; 2163-2167; 2169-2188
	2004 г.
	0,761
	0,925
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,11
	0,04
	0,28
	0,46
	ниже-15
	-
	130
	36
	4
	18
	47
	76
	92
	-
	-

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	2004 г.
	0,743
	0,918
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,13
	0,05
	0,11
	0,34
	ниже-17
	-
	117
	30
	3
	26
	64
	81
	89
	-
	-

	113
	2070-2074; 2093-2095; 2097-2103; 2108-2112; 2117-2127
	2004 г.
	0,742
	0,665
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,16
	0
	0,21
	0,39
	ниже-17
	-
	114
	30
	2
	66
	64
	83
	94
	-
	-

	115
	2194-2230; 2236-2260
	2004 г.
	0,753
	0,774
	-
	отс.
	0,03
	-
	-
	0,13
	0,04
	0,23
	0,41
	ниже-15
	-
	124
	43
	-
	18
	57
	77
	91
	-
	-

	114
	2126-2189
	2004 г.
	0,769
	1,049
	-
	отс.
	0,03
	-
	-
	0,16
	0,03
	0,31
	0,58
	ниже-17
	-
	133
	51
	-
	9
	41
	66
	85
	-
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	2004 г.
	0,754
	0,777
	-
	отс.
	0,03
	-
	-
	0,14
	0,05
	0,22
	0,39
	ниже-15
	-
	123
	43
	-
	16
	59
	78
	88
	-
	-

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	2005 г.
	0,736
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	199
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	109
	2265-2273; 2275-2284; 2287-2290; 2293-2313
	2005 г.
	0,749
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	120
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	113
	2117-2127; 2108-2112; 2097-2103; 2093-2095; 2070-2074
	2005 г.
	0,746
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	120
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-





Продолжение таблицы 2.3.10
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	09.09.2014
	0,715
	0,464
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,12
	0,03
	0,18
	0,34
	ниже -17
	-
	102
	34
	4
	19
	51
	68
	79
	254
	95

	103
	2161-2164; 2166-2170; 2173-2177; 2178-2184; 2186-2194; 2202-2223
	09.09.2014
	0,709
	0,447
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,1
	0,04
	0,16
	0,32
	ниже -17
	-
	100
	33
	3
	35
	65
	-
	-
	185
	82

	107
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200
	08.09.2014
	0,72
	0,508
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,11
	0,03
	0,21
	0,35
	ниже -17
	-
	105
	34
	4
	17
	49
	66
	78
	273
	95

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	08.09.2014
	0,712
	0,478
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,14
	0,07
	0,11
	0,31
	ниже -17
	-
	101
	35
	3
	21
	59
	77
	86
	290
	92

	115
	2194-2230; 2236-2260
	08.09.2014
	0,715
	0,482
	-
	отс.
	0,003
	-
	-
	0,11
	0,05
	0,19
	0,33
	ниже -17
	-
	102
	35
	3
	18
	54
	77
	89
	282
	95

	123
	2107-2110; 2112-2114,5; 2116-2124
	07.09.2014
	0,711
	0,466
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,15
	0,08
	0,11
	0,32
	ниже -17
	-
	101
	34
	3
	26
	62
	81
	88
	295
	94

	124
	2209-2217; 2228-2236; 2236-2244
	06.09.2014
	0,739
	0,664
	-
	отс.
	0,02
	-
	-
	0,13
	0,04
	0,22
	0,36
	ниже -17
	-
	145
	35
	3
	18
	61
	80
	89
	255
	94

	127*
	2115– 118; 2122– 128; 2132–2136; 2138–2152
	2015 г.
	0,736
	0,555
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,11
	0,04
	0,13
	0,28
	ниже -17
	-
	111
	31
	4
	45
	71
	87
	-
	248
	92

	130
	2164-21704 2174-2180; 2184-2210
	2015 г.
	0,741
	0,629
	-
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,13
	0,05
	0,16
	0,42
	ниже -17
	-
	114
	32
	3
	42
	69
	88
	-
	249
	93

	130
	2164-21704 2174-2180; 2184-2210
	2015 г.
	0,741
	0,629
	0,85
	отс.
	отс.
	-
	-
	0,13
	0,05
	0,16
	0,42
	ниже -17
	-17
	114
	32
	3
	42
	69
	88
	-
	249
	93

	16Г
	2144-2164; 2168-2194
	2018 г.
	0,743
	-
	0,93
	отс.
	-
	0,2
	99,64
	-
	отс.
	0,16
	0,03
	-
	-4
	127
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	101
	2206-2215; 2217-2226; 2234-2254
	2018 г.
	0,737
	-
	0,91
	отс.
	-
	0,22
	99,57
	-
	отс.
	0,21
	0,67
	ниже -60
	6
	119
	69
	-
	48
	96
	-
	-
	-
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	2018 г.
	0,734
	-
	0,96
	отс.
	-
	0,12
	99,72
	-
	отс.
	0,16
	0,06
	ниже -60
	9
	116
	75
	-
	32
	83
	96
	-
	-
	-

	127
	2115– 118; 2122– 128; 2132–2136; 2138–2152
	2018 г.
	0,738
	-
	0,98
	отс.
	-
	0,74
	99,00
	-
	отс.
	0,26
	0,05
	-
	9
	115
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	131
	2204,5-2208; 2211-2222; 2224-2234; 2239-2263
	2018 г.
	0,740
	-
	0,94
	отс.
	отс.
	0,12
	99,78
	-
	отс.
	0,1
	0,34
	ниже -60
	7
	120
	78
	
	29
	79
	96
	-
	-
	-

	112
	2061-2062;2070-2075;2082-2088;2090-2105
	2019 г
	0,7423
	-
	1,17
	отс
	отс
	0,21
	99,67
	0,02
	отс
	0,12
	0,02
	ниже -60
	9
	110,3
	80
	-
	30
	80
	94
	-
	210
	96

	122
	2128-2210
	2019 г.
	0,7408
	-
	1,2
	отс
	отс
	0,62
	99,00
	0,05
	отс
	0,38
	0,19
	ниже -60
	-
	113,19
	60
	-
	42
	86
	-
	-
	202
	98

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	2019 г
	0,7358
	-
	0,98
	отс
	отс
	0,21
	99,68
	0,02
	отс
	0,11
	0,1
	ниже -60
	9
	109,34
	70
	-
	36
	84
	-
	-
	195
	96

	129
	2099-2101;2110-2116;2124-2128;2133-2139;2141-2157
	2019 г.
	0,7463
	-
	-
	отс
	отс
	-
	-
	0,14
	-
	-
	-
	ниже -60
	-
	112,57
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	2019 г.
	0,7325
	0,89
	-
	отс
	отс
	0,12
	99,66
	0,02
	отс
	0,22
	-
	ниже -60
	10
	106,65
	69
	-
	40
	85
	-
	-
	190
	97

	102
	2027-2115
	2019 г.
	0,7369
	0,79
	-
	отс
	отс
	0,05
	99,9
	0,02
	-
	0,05
	0,01
	ниже -60
	9
	108,96
	70
	-
	37
	83
	-
	-
	197
	94

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	22.08.2020г
	0,7064
	0,4782
	0,68
	отс
	отс
	-
	-
	0,003
	-
	-
	-
	ниже -24
	0
	
	25
	
	
	
	
	
	207
	





Продолжение таблицы 2.3.10
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25

	135
	2200-2216; 2220,7-2221,2; 2239-2239,9; 2211-2213;
	16.08.2021
	0,7521
	0,7704
	1,02
	0,35
	отс
	-
	-
	0,006
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	52
	141
	
	
	
	
	279
	-

	136
	2197-2201;2211-2213;2227,6-2232;2234-2235
	26.07.2021
	0,7366
	0,60
	0,82
	отс
	отс
	-
	
	0,0113
	0,4
	-
	ниже-28
	0
	-
	39
	115
	-
	-
	-
	-
	205
	-

	112
	2061-2062; 2070-2075; 2082-2088; 2090-2105
	01.09.2021
	0,717
	0,501
	0,698
	0,03
	0,025
	
	
	0,004
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	34
	105
	-
	-
	-
	-
	270
	-

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	09.09.2021
	0,7131
	0,474
	0,665
	0,05
	0,025
	-
	-
	0,0006
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	32
	105
	-
	-
	-
	-
	237
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	02.09.2021
	0,712
	0,462
	0,65
	0,03
	0,025
	-
	-
	0,008
	-
	-
	-
	ниже -24
	0
	-
	36
	104
	
	
	
	
	221
	-

	123
	2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	02.09.2021
	0,7105
	0,463
	0,652
	0,3
	0,1
	-
	-
	0,007
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	33
	102
	-
	-
	-
	-
	211
	-

	128
	2046-2050; 2052-2054; 2059-2064; 2068-2073; 2076-2090
	01.09.2021
	0,721
	0,961
	1,333
	0,03
	0,025
	-
	-
	0,008
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	31
	161
	-
	-
	-
	-
	274
	-

	137
	2087-2089; 2101-2103; 2104-2113; 2118-2125; 2126,5-2128; 2129,3-2130,7; 2132-2133; 2141,1-2142
	03.11.2021
	0,7501
	0,671
	0,895
	0,03
	0,01
	-
	-
	0,021
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	52
	122
	-
	-
	-
	-
	250
	-

	102
	2027-2115
	07.09.2022
	0,7194
	0,496
	0,689
	0,5
	0,025
	-
	-
	0,016
	-
	-
	-
	ниже-23
	0-
	-
	34
	106
	-
	-
	-
	-
	220
	-

	108
	2055-2125
	02.09.2022
	0,7191
	0,4891
	0,6801
	0,09
	0,025
	-
	-
	0,012
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	39
	100
	-
	-
	-
	-
	233
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	05.09.2022
	0,7176
	0,488
	0,68
	следы
	0,025
	-
	-
	0,011
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	35
	104
	-
	-
	-
	-
	183
	-

	123
	[bookmark: _Hlk226213160]2107-2110;2112-2114,5;2116-2124
	05.09.2022
	0,7177
	0,489
	0,68
	0,1
	0,025
	-
	-
	0,010
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	28
	101
	-
	-
	-
	-
	191
	-

	130
	2164-2170;2174-2180;2184-2210
	03.09.2022
	0,7166
	0,4803
	0,6703
	0,06
	0,025
	-
	-
	0,010
	-
	-
	-
	ниже-25
	0
	-
	32
	103
	-
	-
	-
	-
	200
	-

	136
	2197-2201;2211-2213;2227,6-2232;2234-2235
	03.09.2022
	0,7157
	0,485
	0,678
	0,06
	0,025
	-
	-
	0,011
	-
	-
	-
	ниже-25
	0
	-
	27
	106
	-
	-
	-
	-
	201
	-

	112
	2061-2062;2070-2075;2082-2088;2090-2105
	13.08.2023
	0,7247
	-
	-
	0,5
	0,025
	-
	-
	0,016
	-
	-
	-
	ниже-22
	0
	-
	37
	98
	-
	-
	-
	-
	188
	-

	116
	2118-2128; 2132-2140; 2145-2149; 2152-2181
	14.08.2023
	0,7178
	-
	-
	0,4
	0,025
	-
	-
	0,008
	-
	-
	-
	ниже-23
	0
	-
	42
	102
	-
	-
	-
	-
	179
	-

	140
	2235,5-2249,8; 2253,5-2278,5
	16.08.2023
	0,7151
	-
	-
	0,20
	0,025
	-
	-
	0,011
	-
	-
	-
	ниже-24
	0
	-
	31
	95
	-
	-
	-
	-
	190
	-

	Среднее по нижневизейскому горизонту
	0,7326
	0,649
	0,85
	0,182
	0,03
	0,26
	99,56
	0,07
	0,04
	0,19
	0,34
	ниже-26
	3
	117,2
	40
	52
	27,8
	64
	80
	88
	228
	93






[bookmark: _Toc241857797]Таблица 2.3.11 – Месторождение Амангельды. Физико-химические свойства устьевой пробы газа нижневизейского горизонта по состоянию на 01.07.2026 г
	№ скважины
	Точка отбора
	Тип пробы
	Дата отбора
	Сероводород, мг/л
	Меркаптаны, мг/л
	Плотность газа при 20 оС, кг/м3
	
	
	
	
	
	
	
	
	Число Воббе-высшая, МДж/м3
	Число Воббе- низшая, МДж/м3
	Число Воббе - высшая, ккал/м3
	

	
	
	
	
	
	
	
	Отн. плотность по воздуху (воздух=1.000)
	Вязкость газа (сП)
	Молекулярный вес газа (г/моль)
	Z-фактор (сжимаемость газа)
	Теплота сгорания - высшая, МДж/м3
	Теплота сгорания - низшая, МДж/м3
	Теплота сгорания - высшая, ккал/м3
	Теплота сгорания - низшая, ккал/м3
	
	
	
	Число Воббе - низшая, ккал/м3

	1
	2
	
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18

	123
	устье скважины
	устьевой газ
	20.07.2024г
	н/о
	н/о
	0,841
	0,6984
	0.01067
	20.143
	0.99719
	40.76
	36.92
	9741.20
	8825.27
	48.77
	44.18
	11655.97
	10560

	130
	устье скважины
	устьевой газ
	23.07.2024г
	н/о
	н/о
	0.849
	0.7052
	0.01062
	20.337
	0.99711
	41.33
	37.46
	9878.12
	8952.26
	49.22
	44.60
	11763.25
	10660.70

	137
	устье скважины
	устьевой газ
	19.07.2024г
	н/о
	н/о
	0.845
	0.7017
	0.01063
	20.238
	0.99714
	41.12
	37.26
	9827.95
	8905.41
	49.09
	44.48
	11732.23
	10630.94

	Примечание: н/о – не обнаружено
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Серпуховский продуктивный горизонт
Изучение физико-химических свойств флюидов серпуховского продуктивного горизонта С1s месторождения Амангельды после выполнения подсчета запасов 1981г не проводилось, и представленная в данном разделе информация полностью соответствует материалам вышеуказанной работы. 
На газоконденсатность исследовалась скважина 1, так как в других скважинах промышленных притоков газа получено не было. Интервал 1700 - 1723 м; Qгаза = 20 т.м3/сут., ∆ Р=10,5 МПа. 
Выход стабильного конденсата во 2 ступени при ∆ Р=9,8 МПа, Т=25оС, qст = 6,4 см3/м3 (Табл.2.3.12).
В таблице 2.3.13 представлен состав пластового газа скважины 1.
[bookmark: _Toc241857798]Таблица 2.3.12 – Исследование скважины 1
	Давление сепарации, МПа
	Выход стабильного конденсата см3/м3

	
	Т=+13оС
	Т=+11оС
	Т=+8оС
	Т=-5оС

	1,0
	9
	10
	12
	16

	2,0
	16
	18
	20
	23

	4,0
	18
	20
	22
	25

	5,0
	12
	14
	16
	19

	6,0
	8
	10
	8
	12



[bookmark: _Toc241857799]Таблица 2.3.13 – Состав пластового газа скважины 1 месторождения Амангельды серпуховского продуктивного горизонта
	Компоненты
	Содержание, % мольные

	Углекислый газ
	0,40

	Азот 
	6,73

	Метан 
	74,97

	Этан 
	12,69

	Пропан 
	3,63

	Бутаны
	0,99

	Пентаны
	0,26

	Гексаны 
	0,13

	Гептаны 
	0,33

	Гелий + Азот
	0,15

	Итого:
	100

	С5+В3, % мольные
           см3/м3
            г/м3
	0,72
33,8
28,8

	Плотность, г/л
	0,8533

	Молекулярный вес
	20,54


Суммарное количество стабильного конденсата при Рсеп. – 4,0 МПа, во 2 ступени Т=+11оС – 25,4 см3/м3; Т=+8оС – 28,4 см3/м3; Т = -5оС – 31,4 см3/м3 потенциальное содержание конденсата 28,8 г/м3.
Поскольку скважина 1 находится в середине газоносного поля и интервал охватывает всю мощность залежи, для подсчета запасов принято значение 33,8 г/м3.
В таблице 2.3.14 представлен расчёт потенциального содержания гомологов метана серпуховского продуктивного горизонта.
[bookmark: _Toc241857800]Таблица 2.3.14 – Расчёт потенциального содержания углеводородов в пластовом газе серпуховского продуктивного горизонта
	Компо-ненты
	Молярное содержание компонентов, % мольн. (в пл. газе)
	Пересчётный коэффициент
	Потенциаль-ное содержание, г/м3:
	Мольная доля сух. газа в пластовом

	С2
	12,69
	12,5
	158,63
	0,993

	С3
	3,63
	18,3
	66,43
	

	С4
	0,99
	24,2
	23,96
	


В таблицах 2.3.15, 2.3.16 представлен компонентный состав и свойства свободного газа серпуховской залежи месторождения Амангельды.
Газы серпуховского горизонта по составу сходны с газами нижневизейского продуктивного горизонта, т.е. содержание метана колеблется от 74 до 83 % (среднее - 79 %), азота - от 1 до 10 % (среднее - 4 %), гелия – 0,06 – 0,08 % (среднее 0,07 %), аргона – 0,024 – 0,074 % (среднее -0,05 %). Сероводород не обнаружен.
Средние параметры:
1.	плотность при стандартных условиях – 0,857 кг/м3;
2.	относительная плотность по воздуху – 0,713 д.ед.;
3.	коэффициент сверхсжимаемости – 0,79 д.ед.;
4.	поправка на отклонение от закона Бойля-Мариотта – 1,266 д.ед.;
5.	поправка на температуру – 0,893 д.ед.
По серпуховскому продуктивному горизонту взята одна проба на газоконденсатный анализ.
Его характеристики таковы:
1.	удельный вес – 0,7141 г/см3;
2.	групповой состав:
•	Ароматические УВ – 0,11%;
•	Нафтеновые УВ - 27%;
•	Предельные УВ - 62%.
Потенциальное содержание конденсата – 31,9 см3/м3.
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[bookmark: _Toc241857801]Таблица 2.3.15 – Месторождение Амангельды. Состав свободного газа серпуховского продуктивного горизонта С1sr
	№ скв.
	 Интервал опробования
	Абс. удельн. вес 
	Относит. уд. вес
	Метан
	Этан
	Пропан
	Бутан
	Изо-бутан
	Пентан +высшие
	Сероводород
	Гелий
	Аргон
	Углекислый газ
	Азот
	Другие компоненты
	Где проведен анализ

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	 11
	12
	13
	14
	15
	16
	17

	1
	1700-1723
	0,907
	0,753
	78,79
	9,95
	3,75
	2,09
	-
	0,85
	-
	0,06
	-
	1,21
	2,75
	С6Н14-0,55; С7Н1-сл.
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	1700-1723
	-
	-
	74,87
	7,83
	3,06
	1,61
	-
	0,57
	-
	0,06
	-
	1,43
	10,00
	С6Н14-0,41; С7Н1-сл.
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	1700-1723
	0,842
	0,699
	81,45
	9,99
	3,00
	0,54
	0,38
	0,14
	0,00
	-
	-
	0,20
	2,90
	- 
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	1621-1633; 1640-1664; 1688-1694
	0,883
	0,733
	78,40
	10,26
	3,70
	0,99
	0,54
	0,34
	0,00
	0,06
	0,05
	0,85
	3,20
	С6Н14-0,73; С7Н16-0,62
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	
	0,998
	0,828
	74,75
	10,50
	3,74
	1,03
	0,51
	0,52
	0,00
	0,06
	0,07
	0,90
	3,10
	С6Н14-1,47; С7Н16-3,00
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	1777-1787
	0,848
	0,704
	80,30
	10,30
	3,50
	0,90
	0,40
	0,26
	0,00
	0,07
	0,00
	0,20
	3,00
	С6Н16-0,48; С7Н16-0,36
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	1777-1787
	0,857
	0,711
	78,59
	9,85
	4,75
	2,46
	-
	0,83
	-
	0,08
	-
	0,18
	3,09
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	
	1777-1787
	0,835
	0,693
	77,79
	9,45
	4,51
	2,34
	-
	0,61
	-
	0,07
	-
	0,56
	4,63
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	
	1705-1781
	0,809
	0,671
	81,25
	10,50
	3,00
	0,53
	0,33
	0,10
	0,00
	0,07
	0,02
	0,20
	4,00
	С6Н14-0,01
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	1705-1781
	0,805
	0,668
	83,46
	9,75
	3,51
	1,36
	-
	0,15
	-
	0,07
	-
	0,09
	1,60
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	
	1705-1781
	0,812
	0,674
	81,40
	9,72
	3,70
	1,33
	-
	0,19
	-
	0,07
	-
	0,00
	3,18
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	Среднее по серпуховскому продуктивному горизонту 
	0,857
	0,713
	79,19
	9,83
	3,36
	1,38
	0,43
	0,42
	0,00
	0,07
	0,05
	0,56
	3,77
	С6Н14 -0,61; С7Н16-0,49
	 




[bookmark: _Toc241857802]Таблица 2.3.16 – Месторождение Амангельды. Свойства свободного газа серпуховского продуктивного горизонта С1sr
	№ скв.
	 Интервал опробования
	Молекурярный вес
	Теплотв. низш., ккал/ст.м3
	Пластовая температура, оК
	Критическая температура, оК
	Давлнеие пластовое, МПа
	Критическое давление, МПа
	Приведенное давление
	Приведенная температура, оС
	Коэффициент сверхсжимаемости
	Поправка на отклонение от Бойля-Мариотта
	Поправка на температуру
	Объемный коэффициент пластового газа
	Где проведен анализ

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15

	1
	1700-1723
	 
	 
	328
	217,22
	18,1
	4,67
	3,9
	1,5
	0,77
	1,3
	0,89
	0,052
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	1700-1723
	-
	-
	328
	206,9
	18,1
	4,6
	3,9
	1,58
	0,81
	1,23
	0,89
	0,055
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	1700-1723
	20,24; 19,96
	9450
	328
	205,4
	18,1
	4,6
	3,9
	1,6
	0,82
	1,22
	0,89
	0,056
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	1621-1633; 1640-1664; 1688-1694
	21,21; 20,78
	9630
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	
	23,96; 23,64
	10935
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	1777-1787
	20,38; 20,09
	9495
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	1777-1787
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	
	1777-1787
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	
	1705-1781
	19,44; 19,03
	89,05
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	1705-1781
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	
	1705-1781
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	Среднее по серпуховскому продуктивному горизонту
	21,05; 20,70
	9683
	328
	209,84
	18,1
	4,6
	3,36
	1,56
	0,79
	1,26
	0,89
	0,064
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Пермский продуктивный горизонт
Изучение физико-химических свойств и состава газа пермского продуктивного горизонта Р1пс после выполнения подсчета запасов природных газов месторождения Амангельды, выполненного в 1981 году, не проводилось, что не дает возможности уточнить принятые в (14) документе параметры.
Учитывая, что при выполнении работы был охвачен весь объем информации, имевшийся на то время, и новых сведений о свойствах и составе пластового газа не появилось, в данном документе материалы по составу газа и обоснованию подсчетных параметров полностью соответствуют материалам отчета по подсчету запасов 1981 г. (14). 
Исследования свободного газа пермского продуктивного горизонта проводились в СредАзНИИГ Ташкент, ЦХЛ ЮКТГУ Алматы, ВНИГРИ Ленинград. 
Газ пермского продуктивного горизонта резко отличается по составу от газа залежей каменноугольного возраста и относится к типу азотно-гелиевых.
Результаты исследований устьевого газа представлены в таблице 2.3.17.
В залежах газа с повышенной гелиенасыщенностью содержания аргона и гелия принимались по результатам анализов СредАзНИИгаза и контрольных ВНИГРИ, имеющих хорошую сходимость. Определения ЦХЛ ЮКТГУ имеют большие отклонения и исключены. Исключены также отдельные анализы с аномально высоким содержанием гелия и аргона.
Содержание азота варьирует в пределах 70-89 %, среднее значение по площади составляет - 82 %. Метан изменяется от 7 до 26 %, среднее значение составляет      15 %. Содержания гелия изменяется от 0,15 до 0,174 %, среднее по 7 анализам значение равно 0,165 %, содержание аргона – 0,018-0,09 % и соответственно, среднее по площади – 0,042 %. Сероводород не определялся.
Поскольку газ, в основном, азотного состава, то для расчета коэффициента сверхсжимаемости пользовались методикой, разработанной СредАзНИИГазом, и построенной ими зависимостью коэффициента сжимаемости азота от различных давлений при постоянной температуре. 
Средняя пластовая температура для пермского продуктивного горизонта, согласно термоградиента, принята равной 38оС. Средние характеристики газа приняты следующими:
1.	плотность при стандартных условиях - 1,103 кг/м3;
2.	относительная плотность по воздуху – 0,915 д.ед.;
3.	коэффициент сверсжимаемости – 1,02 д.ед.;
4.	поправка на отклонение от закона Бойля-Мариотта – 0,978 д.ед.;
5.	поправка на температуру – 0,942 д.ед.
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[bookmark: _Toc241857803]Таблица 2.3.17 – Месторождение Амангельды. Состав свободного газа пермского продуктивного горизонта Р1пс

	№ скв.
	 Интервал опробования
	Абс. удельн. вес 
	Относит. уд. вес
	Метан
	Этан
	Пропан
	Бутан
	Изо-бутан
	Пентан +высшие
	Гелий
	Аргон
	Углекислый газ
	Азот
	Другие компоненты
	Где проведен анализ

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	3
	1082-1100
	1,088
	0,903
	17,65
	1,62
	0,35
	0,07
	0,04
	0,01
	0,19
	0,03
	0,50
	79,70
	С6Н14-0,04; С7Н1-0,01
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	1082-1100
	1,102
	0,915
	12,20
	1,80
	0,45
	0,20
	-
	0,07
	0,01
	-
	0,39
	84,69
	С6Н14-0,01
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	1082-1101
	1,11
	0,921
	13,29
	1,68
	0,44
	0,18
	-
	0,06
	0,01
	-
	0,38
	83,78
	С6Н14-0,01
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	1082-1102
	-
	 -
	15,22
	1,25
	0,44
	0,13
	0,06
	0,05
	0,17
	0,10
	0,80
	82,00
	-
	ВНИГРИ, Ленинград

	1-с
	848-1062
	1,092
	0,906
	16,80
	1,85
	0,47
	0,10
	0,05
	-
	0,17
	0,03
	0,38
	80,20
	С6Н14-0,06; С7Н16-0,03
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	848-1062
	1,095
	0,909
	16,80
	1,85
	0,47
	0,10
	0,05
	0,03
	0,17
	0,03
	0,38
	80,20
	С6Н16-0,06; С7Н16-0,03
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	848-1062
	1,1
	0,913
	16,00
	1,92
	0,42
	0,08
	0,04
	0,04
	0,14
	-
	0,75
	80,65
	С6Н14-0,06; С7Н16-0,03
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	848-1062
	1,095
	0,909
	16,80
	1,85
	0,47
	0,24
	-
	0,06
	0,17
	0,03
	0,38
	80,10
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	
	848-1062
	-
	 -
	9,61
	1,80
	0,36
	0,07
	0,04
	0,01
	0,15
	0,06
	1,30
	86,80
	-
	ВНИГРИ, Ленинград

	5-с
	846-1150
	1,107
	0,191
	15,04
	1,65
	0,48
	0,20
	-
	0,08
	0,19
	-
	0,57
	81,79
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	
	846-1150
	1,103
	0,915
	16,09
	1,63
	0,47
	0,21
	-
	0,07
	0,19
	-
	0,49
	80,85
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алма-ата

	
	846-1150
	1,048
	0,87
	26,05
	1,91
	0,40
	0,07
	0,03
	0,02
	0,15
	0,01
	0,50
	70,90
	-
	СредАзНИИГ Ташкент

	6-с
	820-978
	1,089
	0,904
	17,45
	1,97
	0,46
	0,09
	0,04
	0,03
	0,04
	0,04
	0,15
	79,70
	С6Н14-0,05
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	820-1143
	1,087
	0,902
	17,25
	1,68
	0,35
	0,07
	0,03
	0,01
	0,17
	0,02
	0,15
	80,40
	С6Н14-0,02
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	820-978
	1,01
	0,918
	13,29
	1,57
	0,44
	0,22
	-
	0,07
	0,17
	-
	0,00
	84,24
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	820-978
	1,106
	0,918
	9,44
	1,39
	0,41
	0,17
	-
	0,05
	0,15
	-
	0,51
	87,88
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	820-1143
	1,105
	0,916
	15,75
	1,79
	0,49
	0,19
	-
	0,08
	0,17
	-
	0,00
	81,53
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	820-1143
	1,158
	0,917
	17,71
	1,68
	0,48
	0,20
	-
	0,08
	0,13
	-
	0,00
	79,72
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	8-с
	815-1141
	1,158
	0,961
	17,92
	0,21
	0,02
	0,00
	-
	0,00
	0,09
	-
	0,99
	80,77
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	815-1141
	1,136
	0,943
	19,63
	0,50
	0,06
	0,00
	-
	0,00
	0,13
	-
	0,81
	78,87
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	820-1143
	1,093
	0,907
	16,25
	1,71
	0,32
	0,07
	0,03
	0,02
	0,17
	0,02
	0,15
	81,20
	С6Н14-0,05
	СредАзНИИГ Ташкент

	9-с
	926-1214
	1,122
	0,931
	10,05
	1,40
	0,25
	0,05
	0,03
	-
	0,23
	0,04
	0,25
	87,95
	С6Н14-0,05
	СредАзНИИГ Ташкент

	
	926-1214
	не хватило газа
	 -
	11,37
	1,45
	0,32
	0,16
	-
	0,04
	0,22
	-
	0,29
	86,15
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	
	926-1214
	1,113
	0,924
	7,68
	1,32
	0,30
	0,13
	-
	0,04
	0,24
	-
	0,29
	89,96
	-
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы

	Среднее по пермскому продуктивному горизонту
	1,103
	0,915
	15,20
	1,56
	0,38
	0,14
	0,04
	0,05
	0,14
	0,04
	0,50
	82,08
	С6Н14 -0,04; С7Н16-0,023
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Турнейский продуктивный горизонт
Физико-химические свойства газа и конденсата турнейского продуктивного горизонта С1t месторождения Амангельды отдельно не изучались. В ПЗ-1981 г. (14) в табличных приложениях (Книга I, том 2, табл. 18) приведён состав свободного газа устьевой пробы, отобранной из скважины 6 при опробовании интервалов 2163-2168; 2170-2176, относящихся к турнейскому продуктивному горизонту. Полученный приток газа по скважине составил 2,83 тыс. м3/сут.
Вся информация представлена в таблице 2.3.18.
[bookmark: _Toc241857804]Таблица 2.3.18 – Компонентный состав свободного газа скважины 6
	№ скв.
	6

	Интервал опробования
	2163-2168; 2170-2176

	Абс. удельн. вес,  кг/м3
	0,867

	Относит. уд. вес, д.ед.
	0,72

	Молекурярный вес, г/моль
	20,86;18,65

	Теплотв. низш., ккал/ст.м3
	9100

	Состав газа, % мольн.

	Метан
	77,3

	Этан
	10,3

	Пропан
	4,06

	Бутан
	0,89

	Изо-бутан
	0,49

	Пентаны
	0,27

	Сероводород
	-

	Гелий
	0,065

	Аргон
	-

	Углекислый газ
	0,21

	Азот
	5,45

	Другие компоненты
	С6Н14-0,36; С7Н1-0,41

	Исполнитель
	ЦХЛ ЮКТГУ Алматы



Свойства и состав воды
Газоконденсатное месторождение Амангельды расположено в пределах песчаного массива Мойынкум и по принятому гидрогеологическому районированию приурочено к восточной части Коскудукского артезианского бассейна III порядка.
В разрезе месторождения выделяются следующие гидрогеологические этажи: надсолевой – мезо-кайнозойский и подсолевой палеозойский. Надсолевой и подсолевой этажи разделены соленосной толщей кунгурского яруса.
На месторождении Амангельды в надсолевом гидрогеологическом этаже выделены следующие водоносные горизонты: четвертичный, неогеновый, эоценовый и верхнепермский.
Подземные воды четвертичных отложений распространены в эоловых песках Моинкумской впадины. Уровень отбивается на глубине 3-5 м от дневной поверхности, воды сульфатно-натриевые, с минерализацией 0,2-1,15 г/дм3.
Неогеновый водоносный горизонт приурочен к слоям слабосцементированных песчаников, толщиной до 15 м. Пластовая вода имеет сульфатно-натриевый и гидрокарбонатно-натриевый состав с минерализацией до 11 г/дм3, при дебитах скважин 7-8 дм3/с.
Эоценовый водоносный горизонт представлен слабо сцементированными разнозернистыми песчаниками с прослоями глин, алевролитов. Толщина горизонта меняется по площади Моинкумской впадины, в южной и юго-восточной частях составляет 120-160 м, в северной толщина уменьшается и в районе поймы реки Шу исчезает. Минерализация воды составляет от 0,2 до 3,3 г/дм3, состав сульфатно-натриевый.
Верхнепермский надсолевой гидрогеологический этаж на месторождении представлен песчаниками. Господствующие пластовые воды имеют различную минерализацию и окислительно-восстановительный потенциал.
Для подсолевого гидрогеологического этажа характерен элизионный тип водонапорной системы. Движение пластовых вод происходит с юга и юго-востока на север и северо-запад. При указанной ориентации движение водных потоков в подсолевых отложениях происходит от погруженных участков Моинкумской впадины в сторону положительных структур, расположенных в прибортовой зоне, где создаются благоприятные условия для сохранения залежей газа.
Подсолевой палеозойский гидрогеологический этаж подразделяется на водоносные комплексы верхне-среднекаменноугольно-нижнепермский и фаменско-нижнекаменноугольный. Физико-химические свойства пластовых вод подсолевого палеозойского гидрогеологического этажа представлены в таблице 2.3.19.
Верхне-среднекаменноугольно-нижнепермский водоносный комплекс приурочен к слоям пористых песчаников. Пластовые воды изучены в скважине 1 месторождения Жаркум. При минерализации 86,7 г/дм3 воды относятся к хлоркальциевым слабым рассолам, при рН более 7 характеризуются как щелочные.
В фаменско-нижнекаменноугольном водоносном комплексе установлены следующие водоносные горизонты: верхне-визейско-серпуховский, нижне-визейский, турнейский и фаменский.
Верхневизейско-серпуховский водоносный горизонт приурочен к прослоям мелкообломочных пористых и трещиноватых известняков. Пластовые воды изучены в скважинах 1, 2 и 4. Проба из скважины 1 отбракована из-за заниженного значения минерализации. Из таблицы 2.3.19 видно, что с увеличением глубины залегания изменяется состав, от хлормагниевого при минерализации 94,1-102,3 г/дм3, до хлоркальциевого при минерализации 235,2-268,9 г/дм3. Наблюдается рост хлор-иона от 994,3 до 4718,6 мг-экв/дм3 и натрий-калий иона, от 827,2 до 2745,1 мг-экв/дм3. Содержание гидрокарбонатов уменьшается от 65,3 мг-экв/дм3 до полного исчезновения. При рН<5 воды относятся к группе очень кислых. Следует отметить, что пробы воды из скважины 4 отличаются сильно повышенными значениями сульфатов и гидрокарбонатов, поэтому состав воды серпуховского горизонта требует уточнения.
Нижневизейский водоносный горизонт регионально представлен слоями песчаников в верхней части нижневизейского подъяруса, перекрыт пачкой переслаивающихся аргиллитов, ангидритов и известняков.
Нижневизейский водоносный горизонт представлен слабыми и крепкими хлоркальциевыми рассолами с минерализацией 102,1-154,6 г/дм3 при плотности 1,092 г/см3. В пластовых водах отмечается увеличение содержания кальция от 16016 мг/дм3 до 23567 мг/дм3, также несколько повышено содержание сульфатов – до 1108 мг/дм3.
Состав подземных вод месторождения Амангельды приведен в таблице 2.3.19. По величине минерализации, воды из скважины 2 (интервал 2173-2184 м) и из скважины 7 (интервал 2170-2301 м) являются непредставительными, поскольку значение минерализации не характерны для отложений нижнего визея. Минерализация подземной воды нижневизейского горизонта изменяется от 202,6 г/дм3 до 266,2 г/дм3, а в скважине 3 достигает 317,0 г/дм3. 
Гидродинамические исследования нижневизейского газового горизонта в скважине 9 (интервал 2324-2334 м) показали, что при Ндин-208 м получен приток воды с дебитом 5,2 м3/сут. По классификации В.А.Сулина вода представляет собой рассол хлоридно-кальциевого типа хлоридной группы, натриевой подгруппы. Заметно повышенное содержание кальция, достигающее 33800 мг/дм3. Концентрации гидрокарбонат-ионов незначительные – до 43 мг/дм3.
В водах нижневизейских отложений бор и йод содержатся в количестве 10 мг/дм3 и 9 мг/дм3 соответственно, а концентрация брома достигает величины 463 мг/дм3.
В 2023-2024гг. по нижневизейскому водоносному горизонту дополнительно выполнен анализ проб воды из скважин 104, 110, 118, 120 и 132. Пластовые воды всех скважин по классификации В.А. Сулина относятся к хлоридно-кальциевому типу хлоридной группы, натриевой подгруппы. Коэффициент метаморфизации rNa⁺/rCl⁻ изменяется в пределах 0,480-0,630, что согласуется с ранее полученными данными и подтверждает седиментационное происхождение рассолов.
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[bookmark: _Toc241857805]Таблица 2.3.19 – Химический состав и физические свойства подземных вод месторождения Амангельды
	Сква-
жина
	Гори-зонт
	Дата отбора/
Дата анализа
	Интервал
отбора
проб, м
	Плот-
ность, г/см3
	Содержание ионов: мг/дм3, мг-экв/дм3
	Мине-
рали-
зация,
г/дм3
	Тип
по
Сулину
	Коэф..метамор-физации
rNa+/r CI-
	Общая жест-
кость, мг-экв/дм3
	Микрокомпоненты, мг/дм3

	
	
	
	
	
	Са2+
	Mg2+
	Na++K+
	Cl-
	SO42-
	HCO3- + СО32-
	
	
	
	
	йод
	бром
	бор
	аммоний

	1
	D3fm
	06.11.75 г.
22.12.75 г.
	2537-2549
	-
	58116
2905,8
	1946
162,2
	41388
1799,5
	170174
4793,6
	367
7,6
	79
1,3
	272,1
	ХК
	0,375
	3068
	39
	2025
	3
	0,4

	
	С1t
	10.03.76 г.
16.04.76 г.
	2220-2240
	-
	35771
1788,6
	7655
637,9
	57049
2480,4
	163068
4593,5
	303
6,3
	43
0,7
	263.9
	ХК
	0,540
	2425,5
	40
	2080
	40
	120

	2*
	С1v1
	16.08.76 г.
31.08.76 г.
	2173-2184
	1,022
	3026
151,3
	352
29,3
	3129
136,0
	17170
484,3
	1769
36,9
	598
9,8
	26,0
	ХК
	0,281
	180,6
	1,4
	54,1
	1,25
	25

	2
	С1v2
	21.12.76 г.
13.01.77 г.
	2018-2029
	1,148
	24850
1242,5
	4496
374,7
	46636
2027,7
	127281
3585,4
	622
12,9
	43
0,7
	203,9
	ХК
	0,566
	1617,2
	30
	1566
	12,5
	-

	
	
	
	
	1,147
	24930
1246,5
	4253
354,4
	46045
2002,0
	126275
3557,0
	697
14,4
	64
1,1
	202,3
	ХК
	0,563
	1600,9
	26
	290
	-
	н/обн

	
	
	14.01.77 г.
27.01.77 г.
	2006-2012
	1,104
	18136
906,8
	2917
243,1
	31643
1375,8
	88129
2482,5
	914
18,4
	98
1,6
	141,8
	ХК
	0,554
	1149,9
	25
	1118
	1,6
	180

	
	
	
	
	1,104
	18437
921,9
	2797
233,1
	33387
1451,6
	90170
2540,0
	2861
59,1
	183
3,0
	147,8
	ХК
	0,571
	1155
	-
	-
	-
	24


	
Продолжение таблицы 2.3.19
	3
	С1v2
	28.11.76 
22.01.77 
	2010-2019
	1,16
	28342
1417,1
	4496
374,7
	51392
2234,4
	141025
3972,5
	444
9,2
	61
1,0
	225,8
	ХК
	0,562
	1791,8
	30
	1755
	2
	135

	
	
	
	
	1,15
	26854
1342,7
	4497
374,8
	49850
2167,4
	136575
3847,2
	537
11,1
	143
2,3
	218,5
	ХК
	0,563
	1717,5
	30
	1794
	20
	300

	
	С1t
	14.06.76 
01.09.76 
	2295-2326
	-
	42484
2124,2
	1356
113,0
	53264
2315,8
	158625
4468,3
	635
13,1
	76
1,2
	256,4
	ХК
	0,518
	2237,2
	6
	2028
	1
	0,2

	7*
	С1v1+2
	-
	2170-2301
	-
	3156
157,8
	273
22,8
	7849
341,3
	15712
443,2
	3292
68,6
	366
6,0
	30,6
	ХК
	0,770
	180,6
	3
	7,8
	1,5
	-

	8
	С1t
	26.01.78 
21.03.78 
	2325-2340
	1,222
	49499
2475,0
	2917
243,1
	65855
2863,3
	195598
5509,8
	305
6,3
	73
1,2
	314,2
	ХК
	0,520
	2718,1
	6
	2625
	4
	150

	9
	C1v1
	09.10.78 
	2324-2334
2335-2341
	1,175
	33800
1690,0
	600
50,0
	57207
2487,3
	148672
4187,9
	803
16,6
	43
0,7
	241,1
	ХК
	0,594
	1740
	90
	463
	10
	<0,1

	104
	C1v1
	26.09.23 
	2292-2510
	1,030
	5051,83
252,09
	1711,53
140,75
	8130,69
352,57
	25778,37
727,18
	632,38
13,17
	308,93
5,06
	41,6
	ХК
	0,500
	2040,63
	10,5
	30,59
	-
	-

	110
	C1v1
	21.1023 
	2238-2248 2250-2261
2272-2290
	1,198
	35364,23
1764,68
	3626,42
298,23
	44731,7
1941,42
	141755,21
3998,74
	203,60
4,24
	82,23
1,35
	225,7
	ХК
	0,480
	2062,91
	12,6
	29,26
	-
	-

	118
	C1v1
	21.10.23 
	2389-2377
2369-2372 2363-2361 2358-2360
	1,195
	36049,35
1798,87
	2708,73
222,76
	46891,3
2035,25
	143631,33
4051,66
	161,71
3,37
	112,83
1,85
	229,5
	ХК
	0,500
	2024,63
	10,5
	30,59
	-
	-

	120
	C1v1
	21.10.23 
	2119-2224
	1,149
	27145,45
1354,56
	3818,47
314,02
	36854,9
1599,09
	115648,78
3262,31
	190,54
3,97
	85,06
1,39
	183,7
	ХК
	0,490
	1668,58
	12,7
	31,92
	-
	-

	110
	C1v1
	05.08.24 
	2232-2248 2250-2261 2272-2290
	1,187
	20881,41
1041,99
	5847,95
480,92
	60127,3
2613,27
	146388,03
4129,42
	299,98
6,25
	30,92
0,51
	233,6
	ХК
	0,630
	1522,91
	39,62
	94,25
	-
	-

	120
	C1v1
	05.08.24 
	2119-2224
	1,199
	21776,35
1086,64
	7318,30
601,83
	59745,9
2596,78
	151603,89
4176,56
	369,21
7,69
	61,35
1,00
	240,9
	ХК
	0,610
	1688,47
	30,44
	116,71
	-
	-

	132
	C1v1
	05.08.24
	2187-2191 2195-2198 2200-2204 2207-2215 2220-2222 2225-2244
	1,145
	19395,51
967,84
	5777,47
475,12
	42868,3
1861,53
	116984,55
3299,99
	164,60
3,43
	65,44
1,07
	185,2
	ХК
	0,560
	1442,96
	37,80
	95,76
	-
	-




В сентябре-октябре 2023 года выполнен анализ проб воды из скважин 104, 110, 118 и 120. Проба из скважины 104 (интервал 2292-2510 м) является непредставительной, поскольку минерализация 41,6 г/дм³ при плотности 1,030 г/см³ не характерна для отложений нижнего визея. Минерализация пластовых вод по скважинам 110 (интервал 2238-2290 м), 118 (интервал 2358-2389 м) и 120 (интервал 2119-2224 м) изменяется от 183,7 до 229,5 г/дм³ при плотности 1,149-1,198 г/см³. Содержание кальция составляет от 27 145 мг/дм³ (скважина 120) до 36 049 мг/дм³ (скважина 118). Содержание сульфатов и гидрокарбонатов резко снижено: SO₄²⁻ не превышает 203,6 мг/дм³, HCO₃⁻ – 112,8 мг/дм³.
В августе 2024 года выполнен повторный анализ проб воды из скважин 110 и 120, а также впервые получены результаты анализа проб воды из скважины 132 (интервалы 2187-2244 м). По результатам повторного анализа минерализация по скважине 110 составила 233,6 г/дм³ при плотности 1,187 г/см³, по скважине 120-240,9 г/дм³ при плотности 1,199 г/см³. По скважине 132 минерализация составила 185,2 г/дм³ при плотности 1,145 г/см³, содержание кальция – 19 395 мг/дм³. В водах нижневизейских отложений йод содержится в количестве 10,5-39,62 мг/дм³, концентрация брома изменяется от 29,26 до 116,71 мг/дм³; наибольшие значения брома зафиксированы в скважинах 110 и 120 по результатам анализа проб воды августа 2024 года – 94,25 и 116,71 мг/дм³ соответственно.
Турнейский водоносный горизонт вскрыт скважинами 1, 3 и 8 и представлен песчаниками с прослоями аргиллитов. Пластовые воды являются хлоркальциевыми крепкими рассолами, с минерализацией от 256,4 до 314,4 г/дм3, причем увеличение минерализации происходит с глубиной.  Плотность воды в интервале глубин 2325-2340 м составляет 1,222 г/см3 (скважина 8). 
Фаменский водоносный горизонт приурочен к слоям песчаников, которые подстилаются вулканогенными породами среднего-верхнего девона и перекрыты толщей аргиллитов, переходящих в галогенную толщу. Из скважины 1 месторождения Амангельды получен приток пластовой воды с минерализацией 272,1 г/дм3. Вода относится к группе крепких рассолов, а по генетической классификации В.А. Сулина к хлоркальциевому типу. 
Гидрогеологические исследования по замеру температуры в водоносных горизонтах на месторождении Амангельды проводились в 1976 году в скважине 3, поэтому характеристика геотермических условий, представлена без изменения (Табл. 2.3.20). Замеры температуры производились через каждые 100 м до глубины 2300 м. Температура в пласте растет почти прямолинейно с глубиной от 31,3 0С до 73,7 0С. В таблице 2.3.21 приведены усредненные значения геотермической ступени и градиента. Геотермическая ступень изменяется в пределах 111,0-34,5 м/0С, т.е. с глубиной уменьшается, а геотермический градиент напротив закономерно увеличивается: от 0,9 до 2,9 0С/на 100 м погружения. 
Водоснабжение газоконденсатного месторождения Амангельды обеспечивается добычей воды из четырех скважин водозаборного участка месторождения. С глубины 211,5-221,5 м из эоценовых отложений добывается вода для нужд производства. Уровень подземных вод в скважинах устанавливается на отметках 39,7-40,3 м. Воды горизонта по химическому составу хлоридно-сульфатные натриевые с минерализацией 2,4-3,0 г/дм3. Для питьевых нужд и приготовления пищи в столовой используется вода бутилированная, привозная.
[bookmark: _Toc241857806]Таблица 2.3.20 – Изменение температуры с глубиной в скважине 3 (дата замера 4.06.1976 г.) на месторождении Амангельды, 0С
	Глубина, м
	330
	330-400
	400-500
	500-600
	600-700
	700-800

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7

	Температура, 0С
	31,3
	31,7
	32,4
	33,8
	34,8
	36,4


Продолжение табл. 2.3.20
	800-900
	900-1000
	1000-1100
	1100-1200
	1200-1300
	1300-1400
	1400-1500

	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	38,2
	40,6
	43,0
	45,8
	48,2
	50,5
	53,0


Продолжение табл. 2.3.20
	1500-1600
	1600-1700
	1700-1800
	1800-1900
	1900-2000
	2000-2100
	2100-2200
	2300

	15
	16
	17
	8
	19
	20
	21
	22

	55,0
	57,7
	60,6
	63,3
	65,6
	68,2
	70,8
	73,7


[bookmark: _Toc241857807]Таблица 2.3.21 – Усредненные значения геотермического градиента и геотермической ступени месторождения Амангельды
	Геотермические
показатели
	Глубина, м

	
	330-700
	700-900
	900-1400
	1400-1600
	1600-1900
	1900-2200
	2200-2300

	Геотермический
градиент,
 0С/100 м
	0,9
	1,7
	2,5
	2,3
	2,8
	2,5
	2,9

	Геотермическая
ступень, м/0С
	111,0
	58,8
	40,1
	43,5
	35,7
	40,0
	34,5






[bookmark: _Toc241857419]2.4 Физико-гидродинамические характеристики
Для физико-гидродинамической характеристики коллекторов месторождения использованы результаты лабораторных исследований керна, включающие определение фильтрационно-емкостных свойств (пористости и проницаемости), а также специальные исследования: кривые капиллярного давления, относительные фазовые проницаемости (по результатам вытеснения нефти) и данные ртутной порометрии.
Связь проницаемости с пористостью. После ПР-2019 г. определение пористости и проницаемости выполнено по новым образцам керна: по отложениям C₁s - в пачке А 16 образцов, в пачке B - 26 образцов; по отложениям C₁v₁ - в пачке А 8 образцов, в пачке V - 14 образцов, в пачке V - 115 образцов; по отложениям C₁t - 14 образцов.
Полученные новые данные, как и ожидалось, не оказали существенного влияния на ранее установленные зависимости вида Кпр = f(Кп) для рассматриваемых отложений (рис. 2.10). Линии трендов практически совпадают с ранее рассчитанными. 
Для пачки А: Кпр=0,0198×e25,176×Кп	           (R2=0,84),                      (2.1)
Для пачки В: Кпр=0,0174×e26,578×Кп	            (R2=0,71).                      (2.2)
Для пачки V: Кпр=0,0381×e15,975×Кп            (R2=0,51).                      (2.3)
На рисунках 2.4.1 представлена зависимость проницаемости от пористости для отложений нижневизейского горизонта (C₁v₁), рассмотренная как в целом по разрезу (по литологическим разностям и данным скважин), так и дифференцированно по продуктивным пачкам А, Б и В.
Умеренное значение коэффициента детерминации отражает влияние литологической неоднородности и различной степени цементации. Поскольку породы представлены преимущественно песчаниками с карбонатным цементом, характер зависимости определяется не только гранулометрическим составом, но и степенью цементации, контролирующей структуру порового пространства.
При дифференциации по пачкам установлено: для пачки А характерна наиболее тесная корреляция (R²≈0,84), что указывает на более однородные условия формирования; для пачки Б наблюдается снижение тесноты связи (R²≈0,71) вследствие вариаций цементации; для пачки В отмечается наименьшая согласованность (R²≈0,52), обусловленная повышенной литологической неоднородностью и влиянием вторичных процессов. Таким образом, ключевым фактором, контролирующим зависимость Кпр = f(Кп), является степень карбонатной цементации: её увеличение приводит к ухудшению фильтрационных свойств при сопоставимых значениях пористости.
Аналогичная зависимость установлена для турнейских отложений C₁t:
Кпр = 0,0133×e24,205×Кп                    (R² = 0,48)                          (2.4)  что отражает более высокую неоднородность коллекторов.
В целом для отложений C₁v₁ и C₁t сохраняется единый экспоненциальный характер зависимости Кпр = f(Кп), что подтверждает сопоставимость условий формирования их фильтрационно-ёмкостных свойств. 
[image: ]
[image: ]
[bookmark: _Toc241857753]Рис. 2.4.1 – Связь проницаемости с пористостью по отложениям C₁v₁: (а) по литологическим разностям, (б) по скважинам (лабораторным данным) и (в) С1t
Связь параметра пористости с коэффициентом пористости. Параметр пористости в целом по продуктивным отложениям определён по результатам исследований 149 полностью водонасыщенных образцов, включая отложения C₁s (15 образцов), C₁v₁ (115 образцов) и C₁t (19 образцов). 
После ПЗ 2018 г. дополнительно проведены исследования на 22 образцах керна из трёх скважин (136, 140 и 141), включая образцы серпуховского яруса 6 образцов, нижневизейского 13 образцов и турнейского 3 образца (рис.2.4.2). 
  В качестве жидкости насыщения использовалась модель пластовой воды с удельным электрическим сопротивлением 0,044–0,050 Омм при температуре 20 °С. Определение сопротивления полностью водонасыщенных образцов выполнено при двух режимах: при отсутствии давления обжима и давлении обжима 155 бар. По имеющимся анализам связь Рп=f(Кп) для карбонатной (С1s) и терригенной (С1v1, C1t) пачек описывается уравнением:
 С1s             Рп=1,122Кп-1,714               (R2 =0.97)               (2.4)
С1v1            Рп=1,001Кп-1,235               (R2 =0.85)               (2.5)
C1t               Рп=1,004Кп-1,295               (R2 =0.91)               (2.6)
Полученные зависимости характеризуются высокой степенью аппроксимации и отражают устойчивую обратную связь между параметром пористости и коэффициентом пористости, соответствующую уравнению Арчи.
Для карбонатных отложений (C₁s) зависимость отличается более высоким показателем степени, что указывает на более сложную структуру порового пространства и влияние вторичных процессов характерных для карбонатных пород.
Для терригенных отложений (C₁v₁ и C₁t) значения показателя степени близки между собой, что свидетельствует о сходстве структуры порового пространства и преимущественно межзерновом типе пористости.
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[bookmark: _Toc241857754]Рис. 2.4.2 – Связь параметра пористости с коэффициентом пористости C1s (а), по пачкам А, B, V горизонта C₁v₁ (б) и С1t (в)
Данные, полученные после ПЗ 2018 г., хорошо согласуются с ранее установленными зависимостями и не приводят к их пересмотру, что подтверждает устойчивость петрофизических моделей для рассматриваемых отложений.
Связь параметра насыщения с коэффициентом насыщенности, кривые Связь параметра насыщения с коэффициентом насыщенности, кривые капиллярного давления. После ПЗ 2018 г. дополнительно проведены исследования на 19 образцах керна из четырех скважин (136, 139, 140 и 141), включая образцы серпуховского яруса 6 образцов, нижневизейского 10 образцов и турнейского 3 образца. 
Параметр насыщения, кривые капиллярного давления определялись параллельно. Формирование кривых капиллярного давления путем дренирования через полупроницаемую мембрану выполняется для моделирования процесса замещения воды нефтью до получения неснижаемой водонасыщенности. Давление изменялось пошагово от 0 до 200 psi на 8 режимах. Всего выполнено 152 замеров. На каждом режиме замерялся объём выделившейся воды и сопротивление образца с текущей водонасыщенностью. Исходные данные приведены в приложении 10, Книга IV. На рисунке 2.4.3 приведен обобщённый график связи параметра насыщения с коэффициентом водонасыщенности и там же показан график связи предыдущего ПЗ 2018 г. Связь описывается уравнением: 
С1s                              Рп=1,005Кп-1,803               (R2 =0.97)               (2.7)
С1v1                Рп=0,998Кп-1,730               (R2 =0.99)               (2.8)
C1t                             Рп=1,000Кп-1,798                (R2 =0.99)               (2.9)
Полученные зависимости характеризуются высокой степенью аппроксимации (R²=0,97–0,99)
Для отложений серпуховского горизонта (C₁s) зависимость, полученная в настоящей работе, в целом совпадает с зависимостью, принятой в ПЗ 2018 г., и характеризуется устойчивым значением показателя степени n ≈ 1,8.
Для отложений нижневизейского горизонта (C₁v₁) следует отметить, что в предыдущих работах (ПР 2009, 2019 гг.) по результатам лабораторных исследований было получено заниженное значение показателя степени n, нехарактерное для терригенных пород. В связи с этим при интерпретации данных ГИС было принято использовать типовое для песчаников значение n = 1,8. В настоящей работе, дополненной данными по новым скважинам (136, 139, 140 и 141), выполненными в лаборатории ТОО «Стратум КЭР», получена зависимость, для которой значение показателя степени составляет n ≈ 1,73, близкое к принятому в предыдущем ПР. Следует отметить, что данные получены по образцам, представленным преимущественно средне- и мелкозернистыми песчаниками, в том числе нефтенасыщенными, что обеспечивает надежность полученной зависимости для терригенных коллекторов нижневизейского горизонта. 
Для отложений турнейского горизонта (C₁t) полученное значение показателя степени составляет n ≈ 1,8 и соответствует ранее установленным зависимостям, что подтверждает корректность принятых петрофизических параметров для отложений турнейского горизонта.
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[bookmark: _Toc241857755]Рис. 2.4.3 – Связь параметра насыщения с Кв по отложениям C1s (а), С1t (б) и C₁v₁: (в) по пачкам, (г) по лабораторным данным     
На рис. 2.4.4 представлены все выполненные на образцах керна месторождения кривые капиллярного давления сгруппированные по диапазонам проницаемости и пористости. 
Неснижаемая водонасыщенность для отложений серпуховского горизонта изменяется от 0,80 (обр.2ds, Кп=0,065 д.ед., Кпр 0,138*10-3мкм2) до 0,95 (обр.4ds, Кп=0,025 д.ед., Кпр= 0,365*10-3 мкм2) при этом в указанных образцах неснижаемая водонасыщенность не достигнута в пределах проведённого диапазона давлений. 
Для отложений нижневизейского горизонта на подавляющем количестве образцов достигается неснижаемая водонасыщенность, значения которой изменяются от 0,17 (Кп=0,205 д.ед., Кпр= 3,685*10-3мкм2) до 0,90 (Кп=0,094 д.ед., Кпр= 0,080*10-3мкм2). Для части образцов с проницаемостью менее 0,3*10⁻³ мкм² неснижаемая водонасыщенность не достигнута, что связано с высокой капиллярной удерживающей способностью пород и недостаточностью приложенного давления для полного вытеснения воды из мелкопорового пространства.
Для отложений турнейского горизонта неснижаемая водонасыщенность, значения которой изменяются от 0,50 (обр. 45, Кп=0,157 д.ед., Кпр= 2,165*10-3 мкм2) до 0,80 (обр. 33, Кп=0,041 д.ед., Кпр= 0,226*10-3мкм2).
В целом по рассматриваемым горизонтам неснижаемая водонасыщенность варьирует в широком диапазоне, при этом для терригенных отложений нижневизейского и турнейского горизонтов она на подавляющем числе образцов достигается в пределах проведённых давлений, тогда как для серпуховского горизонта, представленного карбонатными породами с низкими фильтрационно-емкостными свойствами и ограниченным количеством образцов, в ряде случаев она не достигается, что, вероятно, связано с необходимостью приложения более высоких капиллярных давлений.
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[bookmark: _Toc241857756]Рис. 2.4.4 – Кривые капиллярного давления по C1s (а), С1t (б) и C₁v₁ (в) 
Шифр кривых номер скважины/проницаемость*10-3, мкм2/пористость, д.ед. (с 136 по 141 образцы методом полупроницаемой мембраны; с 102 по 133 скв. образцы методом центрифуги). Цвет кривых отражает принадлежность образцов к классу проницаемости: розовый - меньше 0.3*10-3 мкм2; синий - (0.3-1) *10-3 мкм2; зеленый - (1-5) *10-3 мкм2; оранжевый - больше 5 *10-3 мкм2.
Для выявления влияния пористости и проницаемости на величину остаточной водонасыщенности выполнено сопоставление Кво с каждым параметром отдельно приведенные на рис.2.14.
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[bookmark: _Toc241857757]Рис. 2.4.5 - Сопоставление Кво с проницаемостью и пористостью
Относительная фазовая проницаемость, коэффициент вытеснения. Относительная фазовая проницаемость в системе га-вода была измерена вытеснением воды при постоянной скорости вращения центрифуги на семи образцах карбонатного состава с пористостью 0,012 до 0,064 д.ед. и проницаемостью абсолютной от 0,01*10-3мкм2 до 0,26*10-3мкм2 и тридцати образцах терригенного состава с пористостью от 0,035 до 0,201 д.ед., проницаемостью соответственно 0,13*10-3мкм2 и 16,32*10-3мкм2.  
Измерение проницаемости было произведено на образцах насыщенных моделью пластовой воды при условиях заданных заказчиком (Робж=250 бар, Т=250С. Процесс и этапы проведения анализа подробно изложены в отчёте лаборатории. Все измерения проницаемости были проведены при четырех скоростях потока. Исходные данные приведены в текстовых приложениях 9, Книга IV). По результатам эксперимента были определены остаточные водо- и нефтенасыщенность, рассчитаны эффективная проницаемость воды и проницаемость газа при остаточной водонасыщенности образца, определён коэффициент вытеснения при прокачке воды одного объёма пор.  На рис.2.4.6 показано результаты эксперимента. 
Как видно на рис. 2.4.6 характер кривых относительных фазовых проницаемостей существенно различается по залежам.
Для серпуховских отложений кривые сосредоточены в области высоких водонасыщенностей (Sw>95%), что указывает на низкую подвижность газа и преобладание связанной воды в поровом пространстве, обусловленное карбонатным цементом и низкими значениями пористости и проницаемости. Для нижневизейских отложений (C₁v₁) кривые характеризуются диапазоном водонасыщенности Sw≈60–95%, при этом переход между фазами смещён в область высоких значений водонасыщенности, что указывает на ограниченную подвижность газа при повышенной водонасыщенности и наличие значительной доли связанной воды в поровом пространстве. Для турнейских отложений наблюдается больший разброс кривых, при этом начало подвижности газа фиксируется при более низких значениях водонасыщенности (Sw≈60–90%), что отражает неоднородность фильтрационно-емкостных свойств пород.
[image: ][image: ]
[image: ]
[bookmark: _Toc241857758]Рис. 2.4.6 – Относительные фазовые проницаемости
Кривые капиллярного давления методом нагнетания ртути, ртутная порометрия. Измерение капиллярного давления методом нагнетания ртути было использовано для определения распределения пор по размерам и получения геометрической характеристики порового пространства. Эксперимент проводился с использованием прибора Автопор, позволяющим изменять давление относительно атмосферного в пределах от вакуума до 50,0 psia. При начальном давлении ртуть заполняет поверхностные пустоты, по мере увеличения давления ртуть начинает заполнять емкостное пространство образца. Результаты выполненных исследований графически представлены распределениями нормализованных значений радиусов поровых каналов (рис.2.4.7).
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[bookmark: _Toc241857759]Рис. 2.4.7 – Графики распределения нормализованных значений радиуса поровых каналов
[bookmark: _Toc26972661][bookmark: _Toc31877844][bookmark: _Toc241857420]2.5 Геологические запасы газа и конденсата
Газоконденсатное месторождение Амангельды является многопластовым, и в соответствии с Инструкцией по классификации запасов месторождений, перспективных и прогнозных ресурсов нефти и природного углеводородного газа по величине извлекаемых запасов углеводородов относится к средним, а по сложности геологического строения к месторождениям сложного строения. 
По состоянию изученности на 01.07.2026 г. на месторождении Амангельды было выделено 4 продуктивных горизонта: нижне-пермский, серпуховский, нижне-визейский и турнейский, в котрых установлено всего 10 залежей. В нижнепермском горизонте установлено три азотно-гелиевые залежи, в серпуховском горизонте - две газо-конденсатные залежи, в нижне-визейском горизонте - три газоконденсатные залежи каждая со своим УГВК, в турнейском горизонте - одна газо-конденсатная залежь. 
Подсчет запасов газа и конденсата проводился отдельно для каждой залежи в пределах принятого контура газоносности и базировался на подсчетных планах, основу которых составляют карты кровли, подошвы коллекторов, карты эффективных и газонасыщенных толщин.
Пермский продуктивный горизонт
Вскрыт всеми пробуренными скважинами (61 скважина), из которых 17 скважин (скважины 118, 119, 120, 121, 122, 123, 124, 125, 126, 127, 128, 129, 130, 131, 132, 133 и 134) новые. Толщина данного горизонта составляет в среднем 295 м. Газоводяной контакт опробованием не установлен, а по ГИС он условно находится значительно ниже, чем последняя замыкающая структуру изогипса. Поэтому, для достоверной оценки запасов газа, продуктивная толща условно разделена на три пачки (А, Б, В). Таким образом, выделено три газовые залежи с условно принятыми ГВК на абсолютных отметках -632,0 м, -792,0 м, -837,0 м, соответственно, каждая из которых представляет подсчетный объект. Так как после подсчета запасов по состоянию на 01.01.2006г по пермскому продуктивному горизонту дополнительно никакие исследовательские работы не проведены, в промышленной разработке горизонт не находится, то запасы азотно-гелиевого газа в настоящем отчете не пересчитывались и остались прежними, как утверждено в протоколе ГКЗ РК №632-07-У от 15.11.2007 г. 
Серпуховский продуктивный горизонт
Вскрыт всеми пробуренными глубокими скважинами (59 скважина и 2 боковых ствола), из которых 8 скважин (скважины 135, 136, 137, 138, 139, 140, 141, 142, 143, 144) новые. Толщина серпуховских отложений в среднем составляет 145,0 м. Горизонт характеризуется сложным строением, связанным с замещением пластов – коллекторов карбонатными и глинистыми породами. Выделены два подсчетных объекта: пачка А и пачка Б. ГВК залежи не вскрыт и условно принят по пачке А на абсолютной отметке -1395,0 м, по пачке Б – на абсолютной отметке -1436,0 м.
Нижневизейский продуктивный горизонт
Вскрыт всеми пробуренными глубокими скважинами (59 скважина и 5 боковых ствола), из которых 10 скважин (скважины 135, 136, 137, 138, 139, 140, 141, 142, 143, 144) новые. Толщина нижневизейских отложений изменяется от 53,0 м (скважина 13) до 85,0 м (скважина 10) и в среднем составляет 69,0 м. Горизонт характеризуется сложным строением, связанным с замещением пластов – коллекторов глинистыми породами. В пределах горизонта прослеживаются три продуктивные пачки (А1 и А2, Б, В), которые отличаются друг от друга различной степенью неоднородности продуктивных пластов и различными емкостно – фильтрационными свойствами. Выделены четыри подсчетных объекта, приуроченные к данным пачкам, каждый со своим УГВК, принятыми условно на абсолютных отметках -1943, -1961,0 м, -1968 м и 1986,0 м, соответственно.
Турнейский продуктивный горизонт
Кровля турнейских отложений вскрыта 39 глубокими скважинами, подошва только в двух скважинах (скважины 1, 102). Толщина горизонта в скважине 1 составляет 321,0 м, в скважине 102 – 314,0 м. Горизонт характеризуется сложным строением, связанным с замещением пластов – коллекторов глинистыми породами. В пределах горизонта по ГИС прослеживается от 1 до 11 пластов-коллекторов. В поисково–разведочных скважинах испытание в эксплуатационной колонне проведено в 7 скважинах (скважины 1, 2, 3, 4, 5, 6, 11). Приток газа, дебитом до 3 тыс. м3/сут, получен только в скважине 6. Во всех остальных скважинах притоков не получено (скважины 3, 4, 5) либо получен приток пластовой воды (скважины 1, 2).
В предыдущем ПР отмечено, что промышленные притоки газа не получены. Полная толщина разреза вскрыта лишь в двух скважинах, тогда как в большинстве скважин вскрыта только прикровельная часть. В связи с этим в настоящем подсчёте выполнена перекорреляция, в результате которой выделен единый цикл осадконакопления. Перфорационный интервал в скважине 6Г соответствует данному циклу и прослеживается во всех скважинах.
Обоснование категорий запасов
Обоснование категорий запасов углеводородов было выполнено для каждой залежи на основании степени изученности залежи и получения промышленных притоков газа и конденсата в соответствии с требованиями «Инструкции по классификации запасов ….».
Серпуховский продуктивный горизонт
Запасы газовой залежи серпуховского продуктивного горизонта последний раз были оценены в подсчете запасов (14) и отнесены к категории С2, но из-за малодебитности скважин и экономической нецелесообразности разработки отнесены к забалансовым. ГКЗ СССР постановило исключить из подсчета запасы газа и конденсата серпуховских отложений (Протокол ГКЗ СССР №8884 от 27.11.1981 г.).
До подсчета запасов (21) горизонт испытывался в 5 скважинах, в том числе после обсадки в 4 скважинах. Промышленный приток газа дебитом 17,3 тыс. м3/сут на 9,6 мм штуцере был получен из серпуховских отложений только в одной скважине 1 из интервала 1700-1722 м (-1345 - 1367 м) после дострела интервала. Незначительные притоки газа получены из скважин 4 и 11. 
Вынос керна составил 298,4 м (54 %), исследованы 4 образца. На газоконденсатность исследовалась скважина 1, отобрана одна проба.
После ПР-2019 г из отложений C1s из 4 скважин (скважины 126, 131, 133, 134) отобрано 39,8 м керна (78,2 %), исследованы 94 образца. Изучение физико-химических свойств флюидов серпуховской залежи С1s месторождения Амангельды после выполнения подсчета запасов 1981 года (14) не проводилось. Дополнительно были получены только данные ГИС во всех 17 новых пробуренных скважинах (скважины 118, 119, 120, 121, 122, 123, 124, 125, 126, 127, 128, 129, 130, 131, 132, 133 и 134). 
В 2017 г. ТОО «Проектный институт «OPTIMUM» выполнил пересчет запасов по соседнему месторождению Жаркум (Протокол ГКЗ РК №1889-17-У), в котором были подсчитаны запасы газа и конденсата серпуховского продуктивного горизонта. Запасы газа в пределах III блока оценены по категории С1, где в скважинах 4 и 8 при опробовании были получены притоки газа на 7 мм шайбе дебитами 16,6 и 12,1 тыс. м3/сут. 
Поэтому в настоящем проекте запасы газа и конденсата в районе скважины 1 в радиусе, равном двойному расстоянию в сетке скважин (1600 м) согласно инструкции, по аналогии с месторождением Жаркум оценены по категории С1, остальная часть запасов оценена по непромышленной категории С2.
Нижневизейский продуктивный горизонт
Является наиболее изученным на месторождении Амангельды горизонтом, находящемся в промышленной разработке. В предыдущем подсчете (21) была выделена газоконденсатная залежь с единым ГВК, разделенная на три подсчетных объекта А, Б, В, запасы которых в зависимости от степени изученности были отнесены к категории В или С2. 
В пересчете запасов выделено также четыре подсчетных объекта А1, А2, Б, В, но каждый со своим УГВК.
Все 8 новых пробуренных после подсчета запасов (21) скважин (скважины 135, 136, 137, 138, 139, 140, 141, 142) были введены в эксплуатацию после освоения и получения притока.
Керн отобран из 7 новых скважин (скважины 118, 119, 120, 124, 126, 130, 134) и получены результаты исследования по 5 скважинам (скважины 104, 105, 107, 108, 114), в которых керн был отобран до 01.01.2006 г., но не вошел в подсчет запасов (21). Таким образом, после отчета керн дополнительно изучен по 514 м и 305 образцам. Были проведены специальные исследования керна из 7 скважин (скважина 104, 105, 107, 114, 131, 133, 134). Изученность по керну продуктивных пачек А, Б, В нижнего визея, относительно подсчета запасов 2018 г.  увеличилась более чем в 1,5 раза, количество представительных образцов – на 76 %.
После выполнения работы (21) были проведены газоконденсатные исследования по 72 пробам пластового газа, отобранного из 29 скважин: 6Г, 16Г, 101, 102, 103, 104, 105, 107, 108, 109, 110, 111, 112, 113, 114, 115, 116, 117, 118, 120, 121, 122, 123, 124, 127, 128, 129, 130, 131. Кроме того, в данный отчёт вошли результаты 2 исследований за 2005 г. пластового газа из скважин 112 и 116, не учтённых ранее. 
Исследование стабильного конденсата были проведены по 14 пробам, отобранным из 12 скважин: 16Г, 101, 103, 107, 112, 115, 116, 123, 124, 127, 130, 131.
По состоянию на 01.07.2026 г. со среднесуточными дебитами газа до 20 тыс. м3/сут работают скважины 104, 105, 106, 109, 110, 118, 120, 121, 132, 2Г; с дебитами газа от 20 тыс. м3/сут до 50 тыс. м3/сут – 101, 102, 103, 107, 108, 111, 113, 114, 115, 122, 123, 124, 126, 127, 129, 131, 133, 6Г, 16Г; с дебитам газа более 50 тыс. м3/сут – 112, 116, 128, 130.
Все вышеперечисленные работы позволили оценить запасы газа, конденсата и попутных компонентов по категориям В и С1 в соответствии со степенью изученности.
Эксплуатационное бурение велось в рамках проектов (16, 21, 33), поэтому в соответствии с инструкцией (8) запасы газа и конденсата на площади, разбуренной по этим проектам, оценены по промышленной категории В от скважин, в которых получен промышленный приток, по окружности, радиус которой равен половине расстояния между эксплуатационными скважинами залежи (400 м).
Границы участка подсчета запасов категории С1 приняты в настоящем отчете в радиусе, равном удвоенному расстоянию между эксплуатационными скважинами (1600 м) от скважин, давших промышленный приток при опробовании в колонне. В краевых частях залежи на юго-западе (район скважин 4, 7, 15) и северо-востоке (район скважин 8, 17) месторождения запасы УВ, были отнесены к категории С1, скважины были опробованы, получены непромышленные притоки газа, но интенсификация в скважинах практически не проводилась. 
Турнейский продуктивный горизонт
В турнейском продуктивном горизонте запасы газа и конденсата оценивались по категории С2 до УГВК -1831,0 м в виду недостаточной геологической изученности.
Подсчет запасов газа, конденсата и попутных компонентов
На основании принятых величин подсчётных параметров подсчитаны начальные геологические и извлекаемые запасы пластового, сухого газа, конденсата и попутных компонентов пермского, серпуховского, нижневизейского и турнейского продуктивных горизонтов (табл. 2.5.1– 2.5.3).

[bookmark: _Toc241857808]Таблица 2.5.1 – Месторождение Амангельды. Подсчёт начальных геологических запасов газа и конденсата по состоянию на 01.07.2026 г.
	Залежь
	Пачка
	Район
	Зона 
	Категория запасов
	Площадь газоносности,      тыс. м2
	Средневзвешенная газонасыщенная толщина, м
	Газонасыщенный объем,   тыс. м3
	Коэффициент пористости,    д. ед.
	Коэффициент газона- сыщенности,  д. ед.
	Плас-товое давление, МПа
	Поправка за отклонение от закона Бойля-Мариотта
	Поправка за температуру
	Коэффициент перевода
	Начальные геологические запасы пластового газа,                  млн. м3
	Мольная доля сухого газа,           д. ед.
	Начальные  геологические запасы сухого газа, млн. м3
	Коэффициент извлечения газа (КИГ)
	Извлекаемые запасы пластового  газа, млн. м3
	Извлекаемые запасы сухого газа, млн. м3
	Потенциальное содержание стабильного конденсата, г/м3
	Коэффициент извлечения конденсата (КИК)
	Начальные геологические запасы конденсата, тыс. т

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	начальное
	конечное
	начальное
	конечное
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	геологические
	извлекаемые

	1
	2
	 
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25

	Пермский продуктивный горизонт P1

	P1 
	А 
	 
	ЧГ
	С1
	8059
	3.1
	24866
	0.158
	0.711
	13.2
	1
	0.98
	1
	0.940
	9.7
	329
	-
	-
	0.725
	239
	-
	-
	-
	-
	-

	
	
	
	
	С2 
	21699
	2.9
	62949
	0.148
	0.635
	13.2
	1
	0.98
	1
	0.940
	9.7
	696
	-
	-
	0.725
	505
	-
	-
	-
	-
	-

	Всего по P1c пачка А
	С1+С2
	29758
	 
	87815
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	1025
	 
	 
	 
	743
	 
	 
	 
	 
	 

	P1 
	Б
	 
	ЧГ
	С1
	8953
	4.8
	42804
	0.151
	0.705
	13.2
	1
	0.98
	1
	0.940
	9.7
	537
	-
	-
	0.725
	389
	-
	-
	-
	-
	-

	
	
	
	
	С2 
	23717
	3.4
	81794
	0.137
	0.658
	13.2
	1
	0.98
	1
	0.940
	9.7
	870
	-
	-
	0.725
	631
	-
	-
	-
	-
	-

	Всего по P1c пачка Б
	С1+С2
	32670
	 
	124598
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	1407
	 
	 
	 
	1020
	 
	 
	 
	 
	 

	P1 
	В
	 
	ЧГ
	С1
	5997
	3.2
	19340
	0.141
	0.66
	13.2
	1
	0.98
	1
	0.940
	9.7
	213
	-
	-
	0.725
	155
	-
	-
	-
	-
	-

	
	
	
	
	С2 
	25636
	2.2
	57405
	0.136
	0.66
	13.2
	1
	0.98
	1
	0.940
	9.7
	608
	-
	-
	0.725
	441
	-
	-
	-
	-
	-

	Всего по P1  пачка В
	С1+С2
	31633
	 
	76745
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	821
	 
	 
	 
	596
	 
	 
	 
	 
	 

	Всего по пермскому горизонту P1 
	С1
	23009
	 
	87010
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	1079
	 
	 
	 
	783
	 
	 
	 
	 
	 

	
	С2
	71052
	 
	202148
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	2174
	 
	 
	 
	1576
	 
	 
	 
	 
	 

	
	С1+С2
	94061
	 
	289158
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	3254
	 
	 
	 
	2359
	 
	 
	 
	 
	 

	Серпуховский продуктивный горизонт C1s

	C1s
	А 
	Р-н скв. 4, 120
	ЧГ
	С2 
	2064
	1.1
	2245
	0.12
	0.70
	21.3
	0.1
	1.267
	1
	0.893
	9.87
	45
	0.993
	45
	0.457
	21
	21
	33.8
	0.316
	2
	1

	
	
	Р-н скв.102
	ЧГ
	С2 
	2178
	1.2
	2569
	0.13
	0.70
	21.3
	0.1
	1.267
	1
	0.893
	9.87
	55
	0.993
	55
	0.457
	25
	25
	33.8
	0.316
	2
	1

	Всего по C1s пачка А
	С2
	4242
	 
	4814
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	100
	 
	100
	 
	46
	46
	 
	 
	4
	2

	C1s
	Б
	Р-н скв. 1
	ЧГ
	С1
	4694
	3.0
	13958
	0.14
	0.79
	21.3
	0.1
	1.267
	1
	0.893
	9.87
	366
	0.993
	363
	0.653
	239
	237
	33.8
	0.451
	12
	5

	
	
	
	
	С2 
	2638
	2.8
	7321
	0.13
	0.75
	21.3
	0.1
	1.267
	1
	0.893
	9.87
	169
	0.993
	168
	0.457
	77
	77
	33.8
	0.316
	6
	2

	
	
	Р-н скв. 4
	ЧГ
	С2 
	608
	0.8
	507
	0.13
	0.85
	21.3
	0.1
	1.267
	1
	0.893
	9.87
	13
	0.993
	13
	0.457
	6
	6
	33.8
	0.316
	0
	0

	Всего по C1s пачка Б
	С1
	4694
	 
	13958
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	366
	 
	363
	 
	239
	237
	 
	 
	12
	5

	
	С2
	3246
	 
	7828
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	182
	 
	181
	 
	83
	83
	 
	 
	6
	2

	
	С1+С2
	7940
	 
	21786
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	548
	 
	544
	 
	322
	320
	 
	 
	18
	7

	Всего по серпуховскому горизонту C1s
	С1
	4694
	 
	13958
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	366
	 
	363
	 
	239
	237
	 
	 
	12
	5

	
	С2
	7488
	 
	12642
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	282
	 
	281
	 
	129
	129
	 
	 
	10
	4

	
	С1+С2
	12182
	 
	26600
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	648
	 
	644
	 
	368
	366
	 
	 
	22
	9


Продолжение табл. 2.5.1 
	1
	2
	 
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25

	Нижневизейский продуктивный горизонт - C1v1

	C1v1 
	А1
	 
	ЧГ
	В 
	23871
	1.5
	34985
	0.17
	0.70
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	978
	0.981
	959
	0.512
	501
	491
	86.0
	0.329
	84
	28

	
	
	
	ГВ
	В 
	302
	1.0
	308
	0.16
	0.52
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	6
	0.981
	6
	0.512
	3
	3
	86.0
	0.329
	1
	0

	
	
	
	ЧГ
	С1 
	11757
	1.6
	19294
	0.17
	0.66
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	509
	0.981
	499
	0.512
	261
	256
	86.0
	0.329
	44
	14

	
	
	
	ГВ
	С1 
	694
	0.5
	357
	0.16
	0.51
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	7
	0.981
	7
	0.512
	4
	4
	86.0
	0.329
	1
	0

	Всего по 
нижневизейскому 
горизонту C1v1 пачка А1
	В 
	24173
	 
	35293
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	984
	 
	965
	 
	504
	494
	 
	 
	85
	28

	
	С1
	12451
	 
	19651
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	516
	 
	506
	 
	265
	260
	 
	 
	45
	14

	
	В+С1
	36624
	 
	54944
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	1500
	 
	1471
	 
	769
	754
	 
	 
	130
	42

	C1v1 
	А2
	 
	ЧГ
	В 
	30065
	3.2
	95272
	0.18
	0.77
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	3102
	0.981
	3043
	0.512
	1589
	1559
	86.0
	0.329
	267
	88

	
	
	
	ГВ
	В 
	367
	2.3
	860
	0.18
	0.63
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	23
	0.981
	23
	0.512
	12
	12
	86.0
	0.329
	2
	1

	
	
	
	ЧГ
	С1 
	19421
	3.4
	66463
	0.19
	0.75
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	2225
	0.981
	2183
	0.512
	1140
	1119
	86.0
	0.329
	191
	63

	
	
	
	ГВ
	С1 
	1013
	1.5
	1508
	0.18
	0.62
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	40
	0.981
	39
	0.512
	20
	20
	86.0
	0.329
	3
	1

	Всего по 
нижневизейскому
горизонту C1v1 пачка А2
	В 
	30432
	 
	96132
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	3125
	 
	3066
	 
	1601
	1571
	 
	 
	269
	89

	
	С1
	20434
	 
	67971
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	2265
	 
	2222
	 
	1160
	1139
	 
	 
	194
	64

	
	В+С1
	50866
	 
	164103
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	5390
	 
	5288
	 
	2761
	2710
	 
	 
	463
	153

	C1v1 
	Б
	 
	ЧГ
	В 
	22921
	2.1
	47975
	0.19
	0.76
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	1627
	0.981
	1596
	0.512
	834
	818
	86.0
	0.329
	140
	46

	
	
	
	ГВ
	В 
	70
	1.0
	69
	0.18
	0.53
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	2
	0.981
	2
	0.512
	1
	1
	86.0
	0.329
	0
	0

	
	
	
	ЧГ
	С1 
	11250
	2.7
	30684
	0.17
	0.73
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	894
	0.981
	877
	0.512
	458
	449
	86.0
	0.329
	77
	25

	
	
	
	ГВ
	С1 
	270
	1.2
	330
	0.18
	0.52
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	7
	0.981
	7
	0.512
	4
	4
	86.0
	0.329
	1
	0

	Всего по 
нижневизейскому
горизонту C1v1 пачка Б
	В 
	22991
	 
	48044
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	1629
	 
	1598
	 
	835
	819
	 
	 
	140
	46

	
	С1
	11520
	 
	31014
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	901
	 
	884
	 
	462
	453
	 
	 
	78
	25

	
	В+С1
	34511
	 
	79058
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	2530
	 
	2482
	 
	1297
	1272
	 
	 
	218
	71

	C1v1 
	В
	 
	ЧГ
	В 
	29582
	12.0
	354499
	0.17
	0.74
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	10476
	0.981
	10277
	0.512
	5369
	5267
	86.0
	0.329
	901
	296

	
	
	
	ГВ
	В 
	605
	11.8
	7120
	0.17
	0.57
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	162
	0.981
	159
	0.512
	83
	81
	86.0
	0.329
	14
	5

	
	
	
	ЧГ
	С1 
	15981
	8.3
	132520
	0.16
	0.68
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	3387
	0.981
	3323
	0.512
	1736
	1703
	86.0
	0.329
	291
	95

	
	
	
	ГВ
	С1 
	2938
	5.0
	14621
	0.16
	0.55
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	302
	0.981
	296
	0.512
	155
	152
	86.0
	0.329
	26
	9

	Всего по 
нижневизейскому
 горизонту C1v1 пачка В
	В 
	30187
	 
	361619
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	10638
	 
	10436
	 
	5452
	5348
	 
	 
	915
	301

	
	С1
	18919
	 
	147141
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	3689
	 
	3619
	 
	1891
	1855
	 
	 
	317
	104

	
	В+С1
	49106
	 
	508760
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	14327
	 
	14055
	 
	7343
	7203
	 
	 
	1232
	405

	Всего по 
нижневизейскому
горизонту C1v1 
	В 
	107783
	 
	541088
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	16376
	 
	16065
	 
	8392
	8232
	 
	 
	1409
	464

	
	С1
	63324
	 
	265777
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	7371
	 
	7231
	 
	3778
	3707
	 
	 
	634
	207

	
	В+С1
	171107
	 
	806865
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	23747
	 
	23296
	 
	12170
	11939
	 
	 
	2043
	671

	Турнейский продуктивный горизонт C1t

	C1t
	 
	ЧГ
	С2 
	7188
	2.7
	19408
	0.19
	0.66
	23.7
	0.1
	1.176
	1
	0.857
	9.87
	572
	0.981
	561
	0.465
	266
	261
	86.0
	0.263
	49
	13

	Всего по C1t
	С2
	7188
	 
	19408
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	572
	 
	561
	 
	266
	261
	 
	 
	49
	13

	Всего по 
месторождению
	В 
	107783
	 
	541088
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	16376
	 
	16065
	 
	8392
	8232
	 
	 
	1409
	464

	
	С1
	91027
	 
	366745
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	8816
	 
	7594
	 
	4800
	3944
	 
	 
	646
	212

	
	В+С1
	198810
	 
	907833
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	25192
	 
	23659
	 
	13192
	12176
	 
	 
	2055
	676

	
	С2
	85728
	 
	234198
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	3028
	 
	842
	 
	1971
	390
	 
	 
	59
	17


[bookmark: _Toc241857809]Таблица 2.5.2 – Месторождение Амангельды. Подсчет запасов этана, пропана, бутана в сухом газе по состоянию на 01.07.2026 г
	Горизонт
	Пачка
	Район
	Зона
	Категория
	Запасы сухого газа, в млн. м3 
	Потенциальное содержание компонентов, в г/м3
	Запасы компонентов, в тыс. т                               

	
	
	
	
	
	
	
	геологи-ческие
	извле-каемые
	геологи-ческие
	извле-каемые
	геологи-ческие
	извле-каемые

	
	
	
	
	
	геологи-ческие
	извле-каемые
	С2Н6
	С3Н8
	С4Н10
	С2Н6
	С3Н8
	С4Н10

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	Серпуховский продуктивный горизонт C1s пачка А

	C1s
	А
	Р-н скв. 4, 120
	ЧГ
	С2 
	45
	21
	158.63
	66.43
	47.92
	7
	3
	3
	1
	2
	1

	
	
	Р-н скв.102
	ЧГ
	С2 
	55
	25
	158.63
	66.43
	47.92
	9
	4
	4
	2
	3
	1

	Итого по C1s пачка А
	С2
	100
	46
	 
	 
	 
	16
	7
	7
	3
	5
	2

	Серпуховский продуктивный горизонт C1s пачка Б

	C1s
	Б
	Р-н скв. 1
	ЧГ
	С1
	363
	237
	158.63
	66.43
	47.92
	58
	38
	24
	16
	17
	11

	
	
	
	ЧГ
	С2 
	168
	77
	158.63
	66.43
	47.92
	27
	12
	11
	5
	8
	4

	
	
	Р-н скв. 4
	ЧГ
	С2 
	13
	6
	158.63
	66.43
	47.92
	2
	1
	1
	0
	1
	0

	Итого по C1s пачка Б
	С1 
	363
	237
	 
	 
	 
	58
	38
	24
	16
	17
	11

	
	С2 
	181
	83
	 
	 
	 
	29
	13
	12
	5
	9
	4

	
	С1+С2
	544
	320
	 
	 
	 
	87
	51
	36
	21
	26
	15

	Всего по  C1s
	С1
	363
	237
	 
	 
	 
	58
	38
	24
	16
	17
	11

	
	С2
	281
	129
	 
	 
	 
	45
	20
	19
	8
	14
	6

	
	С1+С2
	644
	366
	 
	 
	 
	103
	58
	43
	24
	31
	17

	Нижневизейский продуктивный горизонт - C1v1

	C1v1 
	А1
	 
	ЧГ
	В 
	959
	491
	142.25
	68.99
	38.48
	136
	70
	66
	34
	37
	19

	
	
	 
	ГВ
	В 
	6
	3
	142.25
	68.99
	38.48
	1
	0
	0
	0
	0
	0

	
	
	 
	ЧГ
	С1 
	499
	256
	142.25
	68.99
	38.48
	71
	36
	34
	18
	19
	10

	
	
	 
	ГВ
	С1 
	7
	4
	142.25
	68.99
	38.48
	1
	1
	0
	0
	0
	0

	Всего по 
нижневизейскому 
горизонту C1v1 пачка А1
	В 
	965
	494
	 
	 
	 
	137
	70
	66
	34
	37
	19

	
	С1
	506
	260
	 
	 
	 
	72
	37
	34
	18
	19
	10

	
	В+С1
	1471
	754
	 
	 
	 
	209
	107
	100
	52
	56
	29

	C1v1 
	А2
	 
	ЧГ
	В 
	3043
	1559
	142.25
	68.99
	38.48
	433
	222
	210
	108
	117
	60

	
	
	 
	ГВ
	В 
	23
	12
	142.25
	68.99
	38.48
	3
	2
	2
	1
	1
	0

	
	
	 
	ЧГ
	С1 
	2183
	1119
	142.25
	68.99
	38.48
	311
	159
	151
	77
	84
	43

	
	
	 
	ГВ
	С1 
	39
	20
	142.25
	68.99
	38.48
	6
	3
	3
	1
	2
	1

	Всего по 
нижневизейскому 
горизонту C1v1 пачка А2
	В 
	3066
	1571
	 
	 
	 
	436
	224
	212
	109
	118
	60

	
	С1
	2222
	1139
	 
	 
	 
	317
	162
	154
	78
	86
	44

	
	В+С1
	5288
	2710
	 
	 
	 
	753
	386
	366
	187
	204
	104

	C1v1 
	Б
	 
	ЧГ
	В 
	1596
	818
	142.25
	68.99
	38.48
	227
	116
	110
	56
	61
	31

	
	
	 
	ГВ
	В 
	2
	1
	142.25
	68.99
	38.48
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	
	
	 
	ЧГ
	С1 
	877
	449
	142.25
	68.99
	38.48
	125
	64
	61
	31
	34
	17

	
	
	 
	ГВ
	С1 
	7
	4
	142.25
	68.99
	38.48
	1
	1
	0
	0
	0
	0

	Всего по 
нижневизейскому 
горизонту C1v1 пачка Б
	В 
	1598
	819
	 
	 
	 
	227
	116
	110
	56
	61
	31

	
	С1
	884
	453
	 
	 
	 
	126
	65
	61
	31
	34
	17

	
	В+С1
	2482
	1272
	 
	 
	 
	353
	181
	171
	87
	95
	48

	C1v1 
	В
	 
	ЧГ
	В 
	10277
	5267
	142.25
	68.99
	38.48
	1462
	749
	709
	363
	395
	203

	
	
	 
	ГВ
	В 
	159
	81
	142.25
	68.99
	38.48
	23
	12
	11
	6
	6
	3

	
	
	 
	ЧГ
	С1 
	3323
	1703
	142.25
	68.99
	38.48
	473
	242
	229
	117
	128
	66

	
	
	 
	ГВ
	С1 
	296
	152
	142.25
	68.99
	38.48
	42
	22
	20
	10
	11
	6



Продолжение табл. 2.5.2
	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	Всего по 
нижневизейскому 
горизонту C1v1 пачка В
	В 
	10436
	5348
	 
	 
	 
	1485
	761
	720
	369
	401
	206

	
	С1
	3619
	1855
	 
	 
	 
	515
	264
	249
	127
	139
	72

	
	В+С1
	14055
	7203
	 
	 
	 
	2000
	1025
	969
	496
	540
	278

	Всего по 
нижневизейскому 
горизонту C1v1 
	В 
	16065
	8232
	 
	 
	 
	2285
	1171
	1108
	568
	617
	316

	
	С1
	7231
	3707
	 
	 
	 
	1030
	528
	498
	254
	278
	143

	
	В+С1
	23296
	11939
	 
	 
	 
	3315
	1699
	1606
	822
	895
	459

	C1t
	ЧГ
	С2 
	561
	261
	142.25
	68.99
	38.48
	80
	37
	39
	18
	22
	10

	Всего по месторождению
	В 
	16065
	8232
	 
	 
	 
	2285
	1171
	1108
	568
	617
	316

	
	С1
	7594
	3944
	 
	 
	 
	1088
	566
	522
	270
	295
	154

	
	В+С1
	23659
	12176
	 
	 
	 
	3373
	1737
	1630
	838
	912
	470

	
	С2
	842
	390
	 
	 
	 
	125
	57
	58
	26
	36
	16



[bookmark: _Toc241857810]Таблица 2.5.3– Месторождение Амангельды. Подсчет запасов гелия, азота в газе по состоянию на 01.07.2026 г
	Горизонт
	Категория
	Геологические запасы газа,  млн. м3 
	Потенциальное содержание гелия, %
	Геологические запасы гелия,  млн. м3 
	Потенциальное содержание азота, %
	Геологические запасы азота,  млн. м3 
	Потенциальное содержание УВ, %
	Геологические запасы УВ,  млн. м3 
	Коэффициент извлечения газа
	Извлекаемые запасы газа,млн. м3 
	Извлекаемые запасы гелия,млн.м3
	Извлекаемые запасы азота,млн.м3
	Извлекаемые запасы УВ газа,млн.м3

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Pпс-A
	С1
	329
	0.165
	0.54
	82.08
	270
	17.76
	48
	0.725
	239
	0.39
	196
	35

	
	С2 
	696
	0.165
	1.15
	82.08
	571
	17.76
	101
	0.725
	505
	0.83
	414
	74

	
	С1+С2
	1025
	 
	1.69
	 
	841
	 
	149
	 
	743
	1.23
	610
	108

	P1пс-Б
	С1
	537
	0.165
	0.89
	82.08
	441
	17.76
	78
	0.725
	389
	0.64
	320
	57

	
	С2 
	870
	0.165
	1.44
	82.08
	714
	17.76
	127
	0.725
	631
	1.04
	518
	92

	
	С1+С2
	1407
	 
	2.32
	 
	1155
	 
	205
	 
	1020
	1.68
	837
	149

	P1пс-В
	С1
	213
	0.165
	0.35
	82.08
	175
	17.76
	31
	0.725
	154
	0.25
	127
	23

	
	С2 
	608
	0.165
	1.00
	82.08
	499
	17.76
	89
	0.725
	441
	0.73
	362
	64

	
	С1+С2
	821
	 
	1.35
	 
	674
	 
	120
	 
	595
	0.98
	489
	87

	Всего
	С1
	1079
	 
	1.78
	 
	886
	 
	157
	 
	782
	 
	642
	114

	
	С2 
	2174
	 
	3.59
	 
	1784
	 
	317
	 
	1576
	 
	1294
	230



ГЕОЛОГО-ФИЗИЧЕСКАЯ ХАРАКТЕРИСТИКА МЕСТОРОЖДЕНИЯ                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                                        41

[bookmark: _Toc31877845][bookmark: _Toc241857421]3. ПОДГОТОВКА ГЕОЛОГО-ПРОМЫСЛОВОЙ И ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКОЙ ОСНОВЫ ДЛЯ ПРОЕКТИРОВАНИЯ РАЗРАБОТКИ
[bookmark: _Toc31877846][bookmark: _Toc241857422]3.1 Анализ результатов газогидродинамических исследований скважин и пластов, характеристика их продуктивности
С целью контроля за разработкой газоконденсатной залежи нижневизейского горизонта для оценки продуктивности скважин, емкостно-фильтрационных параметров пластов, энергетического состояния выполнен комплекс газодинамических исследований методом кривой восстановления давления (КВД), замеры забойных, пластовых давлений и температур. 
За период с 2015г по 01.07.2026г на месторождении Амангельды выполнено 273 газодинамических исследований (ГДИ) в 44 скважинах на нестационарных режимах – методом восстановления давления (КВД), которые позволили получить сведения о текущих емкостно-фильтрационных свойствах пластов, и определить состояние призабойной зоны в скважинах. Для анализа отбирались наиболее качественные исследования, отбраковывались некорректные (невосстановленные) замеры пластового, забойных давлений и дебитов.
На месторождении, в связи с низкой проницаемостью, время восстановления забойного давления до пластового слишком длительно и составляет более 20 суток, что подтверждено на практике, и что не всегда позволяет проводить исследования, соблюдая периодичность и охват скважин. Длительное время восстановления забойного давления до пластового не всегда позволяет выполнить качественные замеры истинного пластового давления методом КВД. В результате, значения пластовых давлений получаются, чаще всего, как недовосстановленные.
Результаты исследований ГДИ методом КВД представлены в таблицах 3.1.1 и П.3.1.1.
В 2022г было проведено 16 газодинамических исследований методом КВД в 15 скважинах (№№ 102, 107, 108, 111, 112, 116,  123, 124, 127, 128, 130, 136, 138, 140, 5Г). 
Среднее пластовое давление, приведенное к ГВК (1961м), составляет 9,9 МПа. Максимальные пластовые давления наблюдаются в новых скважинах №№ 138, 139 и превышают 18 МПа. Газопроводность изменяется от 0,02 до 14,9 мкм2*м/(мПа*с). Самые низкие значения газопроводности наблюдаются в скважинах №№ 107, 138, 140, 5Г и не превышают 0,1 мкм2*м/(мПа*с), самое высокое значение наблюдается в скважине №111 и составляет 14,9 мкм2*м/(мПа*с). Значение проницаемости варьирует от 0,06 до 14,5 мД, низкие значения проницаемости до 0,1 мД наблюдаются в скважинах №№ 107, 5Г. Максимальные значения проницаемости зарегистрированы в скважинах №№ 128, 136, 140 и равны соответственно 12,6; 14,3; 14,2 мД. Анализ КВД характеризует состояние призабойной зоны большинства скважин как очень чистое с отрицательными значениями скин-фактора, в среднем минус 1,1. В скважинах №№ 140, 5Г определена положительная величина скин-фактора. Наиболее вероятной причиной данного явления является низкая пористость пластов и большое количество интервалов перфорации.
В 2023г было проведено 5 газодинамических исследований методом КВД в 5 скважинах (№№ 108, 112, 116, 139, 16Г). 
Среднее пластовое давление, приведенное к ГВК (-1961 м), составляет 12,4 МПа. Газопроводность изменяется от 0,55 до 15,0 мкм2*м/(мПа*с). Самые низкие значения газопроводности наблюдаются в скважинах №№ 112, 116 и не превышают 0,6 мкм2*м/(мПа*с), самые высокие – в скважинах №№ 108, 139, т.е. составляют больше 13 мкм2*м/(мПа*с). Значение проницаемости варьирует от 0,2 до 9,3 Мд, максимальные значения проницаемости зарегистрированы в скважинах №№ 108, 16Г и равны соответственно 9,3; 5,2 мД. Анализ КВД характеризует состояние призабойной зоны скважины как очень чистое, со средним значением скин-фактора минус 3,3.
В 2024г было проведено 4 газодинамических исследований КВД в 4 скважинах (№№ 108, 116, 127, 137).
Среднее пластовое давление, приведенное к ГВК (1961 м), составляет 9,1 МПа. Величины газопроводности варьируют в диапазоне от 1,21 до 19,0 мкм2*м/(мПа*с). Самые низкие значения газопроводности наблюдаются в скважинах №№ 108, 116 и не превышают 1,6 мкм2*м/(мПа*с), самые высокие – в скважинах №№ 127, 137, т.е. больше 13,97 мкм2*м/(мПа*с). Значение проницаемости варьирует от 1,2 до 1,51 мД. Максимальными значениями скин-фактора характеризуются скважины №№ 101, 105, 132 и равны соответственно 1,7; 3,45 и 1,04. Анализ КВД характеризует состояние призабойной зоны скважины как очень чистое, со средним значением скин-фактора минус 5,4.
В 2025г было проведено 40 газодинамических исследований КВД в 40 скважинах (№№ 6Г, 16Г, 101, 102, 103, 104, 105, 106, 107, 109, 110, 111, 112, 113, 114, 115, 116, 118, 120, 121, 122, 123, 124, 125, 126, 127, 129, 130 131, 132, 133, 135, 136, 137, 138, 139, 140, 141, 142, 143).
Среднее пластовое давление, приведенное к ГВК (1961 м), составляет 8,9 МПа. Максимальные значения пластового давления зарегистрированы в скважинах №№ 125, 137, 139 и превышают 13 МПа. Величины газопроводности варьируют в диапазоне от 0,013 до 13,9 мкм2*м/(мПа*с). Самые низкие значения газопроводности наблюдаются в скважинах №№ 106, 123, 125, 132 и не превышают 0,3 мкм2*м/(мПа*с), самые высокие – в скважинах №№ 110, 136, т.е. больше 4,0 мкм2*м/(мПа*с). Значение проницаемости варьирует от 0,006 до 6,68 мД. Низкие значения проницаемости до 0,1 мД наблюдаются в скважинах №№ 106, 125, 132 141. Максимальные значения проницаемости зарегистрированы в скважинах №№ 127, 136 и равны соответственно 6,7 и 6,0 мД. Максимальными значениями скин-фактора характеризуются скважины №№ 116, 118, 121, 122, 135, 140 и равны соответственно 12,3; 10,1; 9,7; 7,7; 9,5; 4,1. Наиболее вероятной причиной столь высокого скина является фазовое явление в виде выпадения конденсата (из-за пластового и забойного давлений ниже давления начала конденсации 13,51 МПа). Жидкий конденсат блокирует поры, резко снижая относительную фазовую проницаемость для газа.
Как видно из таблицы 3.1.1, сравнение величин параметров, определенных за отчетный период с принятыми при проектировании, показывает, что среднее пластовое давление по месторождению снижается из-за естественного падения.
[bookmark: _bookmark75][bookmark: _Toc241857811]Таблица 3.1.1 - Результаты исследования скважин и пластов
	Наименование
	Количество
	Интервал изменения
	Среднее значение по пласту

	
	скважин
	измерений
	
	

	Начальное пластовое давление, МПа
	2
	2
	23,7

	Текущее пластовое давление, МПа
	40
	40
	5,8-17,5
	8,9

	Пластовая температура, °С
	43
	145
	53-73,9
	68

	Дебит газа, тыс.м3/сут
	42
	185
	1,0-264,9
	39,9

	Продуктивность, (тыс.м3/сут) / МПа
	43
	148
	0,2-152,7
	10,1

	Газопроводность пласта, мкм2*м/(мПа*с)
	43
	160
	0,002-53,1
	4,4

	Пьезопроводность, м2/с
	43
	173
	0,0001-1325
	56,5

	Проницаемость, 10-3 мкм2
	43
	265
	0,0006-47,9
	1,7



[bookmark: _Toc31877847][bookmark: _Toc31877848][bookmark: _Toc241857423]3.1.1 Характеристика энергетического состояния
На рисунке 3.1.1 и в таблице 3.1.2 приведена динамика пластового давления по скважинам. Среднее текущее приведенное динамическое пластовое давление снизилось по отношению к начальному. Возможно, это связано с недовосстановленностью пластовых давлений при проведении исследований, либо с частичным выпадением конденсата в призабойной зоне скважины, т.к. в зоне отбора замеренные забойное и пластовое давления ниже значения начала конденсации 13,5 МПа. В таком случае, в скважине происходит движение двухфазного потока. При выпадении из потока конденсата создаются осложнения в добыче, связанные с его накоплением на забое, что приводит в итоге к самозадавливанию скважины и снижению дебита газа. 
Как проиллюстрировано на рисунке 3.1.2 значения пластовых давлений по годам имеют весьма широкие диапазоны, что обусловлено разницей времени на остановку скважин во время КВД в силу низких коллекторских свойств пород-коллекторов, слагающих продуктивные пласты. 
[image: ]
[bookmark: _Toc241857760]Рис.3.1.1 - Динамика пластового давления месторождения Амангельды
[bookmark: _Toc241857812]Таблица 3.1.2 - Динамика приведенного пластового давления по скважинам
	№№ скв.
	Годы

	
	2015
	2016
	2017
	2018
	2019
	2020
	2021
	2022
	2023
	2024
	2025

	101
	10,5
	9,5
	9,6
	8,7
	8
	7,8
	7,8
	 
	 
	 
	 

	102
	13,6
	13,6
	13,63
	11,45
	10,3
	9,5
	9,2
	8,5
	 
	 
	9,4

	103
	 
	 
	11,75
	12
	8,5
	7,7
	8,1
	 
	 
	 
	8,3

	104
	 
	7,9
	7,6
	8
	 
	 
	7
	 
	 
	 
	11,1

	105
	10,3
	 
	9,6
	9,1
	7,8
	7,7
	6,8
	 
	 
	 
	6

	106
	 
	14,1
	12,8
	11,5
	8,3
	 
	9,6
	 
	 
	 
	10,4

	107
	12,3
	11,2
	 
	9,9
	8,4
	 
	7,1
	6,4
	 
	 
	7,3

	108
	 
	11,8
	11,4
	10,25
	8,6
	9
	7,7
	7,2
	7,2
	7,8
	 

	109
	 
	9,2
	8,5
	7,65
	 
	7,2
	6,5
	 
	 
	 
	5,8

	110
	12,5
	 
	11,75
	10,15
	 
	6,5
	9,8
	 
	 
	 
	7

	111
	 
	13,1
	13,2
	11,8
	8,8
	10,6
	9,8
	7,3
	 
	 
	8,8

	112
	 
	16,4
	16,5
	13,35
	12,2
	14,2
	11,3
	9,4
	11,6
	 
	9,7

	113
	11,1
	 
	10,9
	9,4
	7,1
	 
	6,8
	 
	 
	 
	6,2

	114
	14,6
	14,9
	15
	12,7
	10,3
	10,9
	10,2
	 
	 
	 
	9,7

	115
	13,5
	14
	13,9
	12,7
	 
	 
	10,1
	 
	 
	 
	9,3

	116
	 
	16,4
	14,4
	13,6
	7,4
	12,5
	12,4
	8,6
	11,0
	9,7
	8,7

	118
	9,2
	9,5
	 
	8,4
	7
	7,3
	8,4
	 
	 
	 
	7,3

	120
	 
	15,2
	15,4
	12,65
	 
	 
	9,7
	 
	 
	 
	8,2

	121
	 
	 
	 
	8,5
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	6,1

	122
	10,4
	10,5
	11,2
	8,45
	9,2
	 
	6
	 
	 
	 
	6,9

	123
	 
	15
	14,5
	11,75
	11,4
	12,5
	11,5
	8,4
	 
	 
	8,7

	124
	12,6
	12,2
	 
	11,8
	 
	 
	 
	8,2
	 
	 
	8,9

	125
	17,6
	 
	 
	 
	 
	 
	17,9
	 
	 
	 
	14,2

	126
	14,8
	13,5
	 
	13
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	10,5

	127
	 
	12,7
	 
	10,1
	13,7
	9,1
	9,9
	7,7
	 
	8,0
	6,8

	128
	 
	19
	16,9
	13,95
	12,7
	14,1
	13,1
	9
	 
	 
	 

	129
	 
	 
	 
	8,8
	7,6
	6,3
	7,2
	 
	 
	 
	7,5



Продолжение таблицы 3.1.2
	130
	 
	 
	18
	13,5
	13,1
	14,8
	10,5
	8,5
	 
	 
	8,9

	131
	 
	 
	12,9
	11,2
	8,4
	8,3
	8,1
	 
	 
	 
	6,9

	132
	 
	 
	 
	11,65
	9,6
	11,9
	 
	 
	 
	 
	11,4

	133
	 
	 
	17,4
	11,7
	8,9
	8,1
	11,1
	 
	 
	 
	9,1

	134
	 
	 
	 
	21,2
	 
	14,2
	15,7
	 
	 
	 
	 

	135
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	28,1
	 
	 
	 
	10,6

	136
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	12,4
	7,1
	 
	 
	5,9

	137
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	19,6
	 
	 
	10,7
	17,5

	138
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	18,4
	 
	 
	8,7

	139
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	26,7
	26,1
	 
	15,1

	140
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	9,4
	 
	 
	7,4

	141
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	8,7

	142
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	10,8

	143
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	11,5

	16Г
	12,4
	12,4
	10,5
	8,5
	9,9
	 
	7
	 
	6,3
	 
	6,3

	5Г
	 
	 
	 
	 
	11,4
	 
	 
	9
	 
	 
	 

	6Г
	12,1
	 
	 
	 
	6,7
	 
	6,2
	  
	 
	 
	6,1

	Среднее значение
	12,5
	13
	12,9
	11,2
	9,5
	10
	10,4
	9,9
	12,4
	9,1
	8,9


Стоит также отметить, что в рамках данного проекта проведено сравнение трендов фактического падения пластового давления и прогнозированного в утвержденном Проекте разработки-2019, что продемонстрировано на рисунке 3.1.2. На графике видно, что было заложено медленное снижение пластового давления, соответствующее водонапорному режиму, тогда как по факту наблюдается интенсивное снижение давления при газовом режиме работы залежи. Для полной оценки энергетического состояния пласта рекомендуется проводить газодинамические исследования в тех скважинах, где раннее не замерялось пластовое давление.
[image: ]
[bookmark: _Toc241857761]Рис.3.1.2 - Динамика пластового давления 
[bookmark: _Toc241857424]3.2 Анализ текущего состояния разработки и эффективности применения методов повышения извлечения газа
Действующим проектным документом, на основе которого осуществляется промышленная разработка месторождения Амангельды, является АР-2023г, согласованный ЦКРР МЭ РК (Протокол №46/12 ЦКРР РК от 14.12.2023г). Проектные показатели разработки приняты по 2 варианту сроком на 3 года: с 2024г по 2026г.
На месторождении выделено 2 эксплуатационных объекта: основной I объект – газоконденсатная залежь нижневизейского горизонта C₁v₁ и возвратный объект – залежь серпуховского горизонта C₁sr.
	Запасы были утверждены в 2026г согласно НИР «Пересчет запасов газа, конденсата и попутных компонентов месторождения Амангельды» (Протокол ГКЗ РК № 2573-23-У от 19.07.2026г.)
[bookmark: _Toc31877849][bookmark: _Toc241857425]3.2.1 Анализ структуры фонда скважин, текущих дебитов и технологических показателей разработки
	По состоянию на 01.07.2026г по месторождению в целом пробуренный фонд скважин составляет 61 ед. (табл. 3.2.1), из них на балансе числятся:
· В эксплуатационном фонде – 44 ед., в том числе:
Действующие – 44 ед;
· В наблюдательном фонде – 2 ед;
· В фонде ликвидированных скважин – 15 ед;
	На 01.07.2026г согласно проекту разработки пробурены 10 новых скважин (№№ 135, 136, 137, 138, 139, 140, 141, 142, 143, 144).
Характеристика фонда скважин месторождения по состоянию на 01.07.2026г приведена на рисунке 3.2.1.
[image: ]
[bookmark: _Toc241857762]Рис.3.2.1 – Характеристика фонда скважин месторождения на 01.07.2026г.
[bookmark: _Toc241857813]Таблица 3.2.1 - Характеристика фонда скважин по месторождению в целом на 01.07.2026г
	[bookmark: _Hlk133486728]Фонд
	Категория
	Количество скважин
	Номера скважин

	Фонд добывающих скважин
	Действующие, ед.
	44
	101, 102, 103, 104, 105, 106, 107, 108, 109, 110, 111, 112, 113, 114, 115, 116, 118, 120, 121, 122, 123, 124, 125, 126, 127, 128, 129, 130, 131, 132, 133, 134, 135, 136, 137, 138, 139, 140, 141, 142, 143, 144, 16Г, 6Г

	
	Всего, ед.
	44

	Фонд специальных скважин
	Наблюдательные, ед.
	2
	5, 119

	Фонд ликвидированных скважин
	15
	1, 2Г, 3, 4,  7, 8, 9, 10, 11, 13, 14, 15,17, 18, 117

	Итого пробуренный фонд
	61
	1, 3, 4, 7, 8, 9, 10, 11, 13, 14, 15, 17, 18, 117, 5Г, 119, 101, 102, 103, 104, 105, 106, 107, 108, 109, 110, 111, 112, 113, 114, 115, 116, 118, 120, 121, 122, 123, 124, 125, 126, 127, 128, 129, 130, 131, 132, 133, 134, 135, 136, 137, 138, 139, 140, 141, 142, 143, 144, 2Г, 6Г, 16Г


В таблицах 3.2.2 и 3.2.3 приведены распределения фонда добывающих скважин по диапазонам среднемесячных дебитов газа с 2022 по 2026г.
За период с 2022г по 01.07.2026г действующий фонд газодобывающих скважин увеличился на 10%, при этом дебит газа снизился на 22%. Средний дебит конденсата за тот же период снизился с 1,05 до 0,78 т/сут. Из распределения действующих скважин по диапазонам дебита газа видно, что на протяжении всего рассматриваемого периода преобладающая часть фонда эксплуатируется с дебитами в диапазоне 10-20 тыс.м³/сут.
[bookmark: _Toc241857814]Таблица 3.2.2 – Динамика распределения действующего фонда добывающих скважин по дебитам газа за 2022-2025гг
	Годы
	Фонд добывающих скважин
	Средний дебит, тыс.м3/сут, т/сут
	Диапазон измен-я дебита газа, тыс. м3/сут

	
	
	
	<3
	3-5
	5-10
	10-20
	>20

	
	эксп.
	действ.
	газа
	конд.
	
	
	
	
	

	2022
	40
	40
	19,7
	1,05
	5
	1
	5
	17
	12

	2023
	41
	41
	17,8
	0,97
	5
	4
	4
	15
	13

	2024
	41
	41
	16,4
	0,86
	6
	4
	5
	15
	11

	2025
	43
	43
	14,9
	0,78
	5
	3
	11
	11
	13








[bookmark: _Toc241857815]Таблица 3.2.3 – Распределение действующего фонда скважин по дебитам газа на 01.07.2026г. Объект I
	[bookmark: _Hlk133487312][bookmark: _Hlk135811375]Средний дебит газа, тыс.м³/сут
	Средний дебит конденсата, т/сут
	Диапазон изменения дебита газа, тыс.м³/сут
	Всего

	
	
	<3
	3-5
	5-10
	10-20
	>20
	

	
	
	Распределение скважин,
	

	
	
	Количество (№№ скв.)
	

	15,2
	0,78
	6 
(101, 106, 109, 125, 132, 134)
	4 
(104, 113, 118, 139)
	7 
(105, 110, 120, 131, 140, 141, 6Г)
	16
(103, 107, 108,115, 121, 122, 124, 126, 129, 133, 135, 136, 138, 142, 144, 16Г)
	11 
(102, 111, 112, 114, 116, 123, 127, 128, 130, 137, 143)
	44

	Действ. фонда скважин, %
	13,6
	9,1
	15,9
	36,4
	25,0
	100,0


[bookmark: _Hlk133487327][bookmark: _Toc443658430]Как видно из таблицы 3.2.3, 13,6% действующих добывающих скважин работали с дебитами менее 3 тыс.м³/сут, 9,1% скважин с дебитами от 3 до 5 тыс.м³/сут, 15,9% скважин с дебитами от 5 до 10 тыс.м³/сут, 36,4% скважин с дебитами от 10 до 20 тыс.м³/сут и 25,0% скважин с дебитами более 20 тыс.м³/сут. Минимальные дебиты газа отмечены в 6 скважинах (№№ 101, 106, 109, 125, 132, 134) и составили 1,5 тыс.м³/сут, 1,3 тыс.м³/сут, 2,4 тыс.м³/сут и 1,9 тыс.м³/сут, 2,0 тыс.м³/сут, 1,6 тыс.м³/сут, соответственно.
[bookmark: _Hlk143773020]Высокий дебит газа наблюдается в скважине №143, достигающий 50,0 тыс.м³/сут. 
1
ПОДГОТОВКА ГЕОЛОГО-ПРОМЫСЛОВОЙ И ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКОЙ ОСНОВЫ ДЛЯ ПРОЕКТИРОВАНИЯ РАЗРАБОТКИ 
Средний дебит газа и конденсата месторождения по состоянию на 01.07.2026г составил 15,2 тыс.м³/сут и 0,78 т/сут соответственно.
30
ПРОЕКТ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ АМАНГЕЛЬДЫ	
Характеристика отборов газа и конденсата
	Характеристика основных технологических показателей разработки месторождения приведена на рисунке 3.2.2 технологические показатели за 2022-01.07.2026гг в таблице 3.2.4.
На дату составления проекта по состоянию на 01.07.2026г из нижневизейской газоконденсатной залежи месторождения Амангельды отобрано 6578,2 млн.м³ газа и 444,5 тыс.т конденсата. Действующий фонд скважин составил 44 ед. Отобрано от утвержденных НИЗ газа – 41,9%. Текущий коэффициент извлечения газа (КИГ) – 0,278 д.ед., коэффициент извлечения конденсата (КИК) – 0,215 д.ед.
В 2022г добыто 262,7 млн.м³ газа , конденсата – 14,1 тыс.т. при дебите газа 19,7 м³/сут и конденсата 1,053 т/сут. Отбор от начальных извлекаемых запасов газа достиг 36,7%, при текущем КИГ 0,244 д.ед. Темп отбора от начальных и текущих извлекаемых запасов составил 1,67% и 2,6 соответственно. Фонд действующих газодобывающих скважин составил 40 единиц.
В 2023г наблюдается незначительное уменьшение добычи газа и конденсата до уровня 258,1 млн.м³ и 14,0 тыс.т. Отбор от начальных извлекаемых запасов газа достиг 38,3%, при текущем КИГ 0,255 д.ед. Темп отбора от начальных и текущих извлекаемых запасов газа составил 1,64% и 2,6% соответственно. Средний дебит скважины по газу составил 17,8 тыс.м³/сут, по конденсату – 0,966 т/сут. Фонд действующих газодобывающих скважин составил 41 единиц.
В 2024г продолжалось снижение добычи газа и конденсата до уровня 244,9 млн.м³, и 12,9 тыс.т. Это связано с уменьшением среднегодовых дебитов газа и конденсата по причине естественного падения пластового давления. Отбор от начальных извлекаемых запасов газа достиг 39,9%, при текущем КИГ 0,265 д.ед. Темп отбора от начальных и текущих извлекаемых запасов газа составил 1,56% и 2,5% соответственно. Средний дебит скважины по газу составил 16,4 тыс.м³/сут, по конденсату – 0,863 т/сут. Фонд действующих газодобывающих скважин составил 41 единиц.
В 2025г добыча газа составила 218,0 млн.м³, добыча конденсата – 11,5 тыс.т при фонде действующих скважин 43 ед. Несмотря на увеличение эксплуатационного фонда на 2 скважины, наблюдается снижение добычи газа на 26,9 млн.м³, обусловленное с уменьшением среднегодовых дебитов газа и конденсата, а также остановкой скважин для проведения ГДИС. В результате была осуществлена приостановка работы всех скважин в период с 23.06.2025г до 05.07.2025г. Также стоит отметить, что работы по ГРП на новой добывающей скважине №142 дали положительный результат и ее дебит оказался выше проектного значения. Однако на среднегодовых дебитов данный эффект не отразился, так как  новые скважины были введены в конце 2025г. Средний дебит газа по скважинам составил 14,9 м³/сут, конденсата – 0,784 т/сут. Отбор от начальных извлекаемых запасов газа достиг 41,3%, при текущем КИГ 0,274 д.ед. Темп отбора от начальных и текущих извлекаемых запасов составил 1,39 % и 2,2% соответственно.
На 01.07.2026г добыча газа составила 120,1 млн.м³, конденсата – 6,1 тыс т. Наблюдается снижение годовой добычи газа, что связано по причине естественного падения пластового давления. Отбор от начальных извлекаемых запасов газа достиг 55,3%, при текущем КИГ 0,283 д.ед. Темп отбора от начальных и текущих извлекаемых запасов газа составил 1,0% и 1,9% соответственно. Средний дебит скважины по газу составил 15,2 тыс. м³/сут, по конденсату – 0,776 т/сут. Увеличение дебита газа обусловлено высокими дебитами новых добывающих скважин №№142, 143, а также вводом из бурения новой добывающей скважины №144.  Фонд действующих газодобывающих скважин составил 44 единиц.
Сведения о текущих и накопленных отборах газа по скважинам представлены в графических приложениях №№ 11-12.

[image: ]
[bookmark: _Toc241857763]Рис.3.2.2 - График разработки за период 2003-2026гг. Месторождение в целом


[bookmark: _Toc241857764]Таблица 3.2.4 - Динамика технологических показателей разработки по I объекту
	Показатели
	Годы

	
	2022
	2023
	2024
	2025
	01.07.2026

	Добыча газа. млн.м3
	262,7
	258,1
	244,9
	218,0
	120,1

	Накопленная добыча газа. млн.м3
	5756,9
	6014,9
	6259,9
	6477,9
	6597,9

	Коэффициент извлечения газа, доли ед.
	0,244
	0,255
	0,265
	0,274
	0,283

	Добыча конденсата тыс.т
	14,077
	14,0
	12,9
	11,5
	6,1

	Накопленная добыча конденсата. тыс.т
	401,008
	415,0
	427,893
	439,4
	445,5

	Коэффициент извлечения конденсата, доли ед.
	0,194
	0,200
	0,207
	0,212
	0,217

	Темп отбора от начальных извлекаемых запасов. %
	1,67
	1,64
	1,56
	1,39
	1,01

	Темп отбора от текущих извлекаемых запасов. %
	2,6
	2,6
	2,5
	2,2
	1,9

	Отбор от начальных извлекаемых запасов. %
	36,7
	38,3
	39,9
	41,3
	55,3

	Конденсато-газовый фактор, г/м3
	53,6
	54,2
	52,6
	52,6
	50,9

	Ввод новых добывающих скважин. ед.
	2
	1
	0
	2
	1

	в т.ч.: из эксплуатационного бурения
	2
	1
	0
	2
	1

	Выбытие добывающих скважин. ед.
	1
	0
	0
	0
	0

	Фонд добывающих скважин на конец года. ед.
	40
	41
	41
	43
	44

	Действующий фонд добывающих скважин на конец года. ед.
	40
	41
	41
	43
	44

	Средний дебит одной добывающей скважины. тыс. м3/сут:       по газу
	19,7
	17,8
	16,4
	14,9
	15,2

	т/сут, по конденсату
	1,053
	0,966
	0,863
	0,784
	0,776

	Пластовое давление, МПа
	10,0
	11,8
	9,1
	8,9
	- 

	Забойное давление, МПа
	5,5
	5,5
	5,7
	5,2
	 -

	Устьевое давление, МПа
	4,5
	4,5
	4,3
	4,3
	 -

	Коэффициент использования фонда добывающих скважин. доли ед.
	0,93
	0,97
	1,00
	0,96
	1,00

	Коэффициент эксплуатации добывающих скважин. доли ед.
	0,97
	1,00
	1,00
	0,96
	1,00
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Сравнение проектных и фактических показателей разработки
Действующим проектным документом, на основании которого в настоящее время ведется промышленная разработка месторождения является Анализ разработки месторождения Амангельды», рассмотренный и согласованный ЦКРР МЭ РК (Протокол №46/12 ЦКРР РК от 14.12.2023г) с утверждением технологических показателей на 2024-2026гг. 
Сопоставление проектных и фактических показателей разработки по месторождению в целом представлено в таблице 3.2.5 и на рисунке 3.2.3. 
Проектные показатели за 2022, 2023г, были взяты из предыдущего ПР-2019г (Протокол ЦКРР от 24.06.2020г № 1/1), утвержденного на период 2020–2024гг, в связи с утверждением технологических показателей в рамках действующего АР-2023г, на период с 2024г по 2026г.
В 2022г отобрано 262,7 млн.м³ газа, 14,1 тыс.т. конденсата, вместо проектных 293,2 млн.м³ газа и 14,7 тыс.т конденсата соответственно. Полученное меньше, чем по проекту значение добычи связано с более низкими среднегодовыми дебитами газа и конденсата, по сравнению с проектом. Фактический среднегодовой дебит составил 19,7 тыс. м³/сут газа, что ниже проектного значения, равного 22,8 тыс. м³/сут газа. Дебит конденсата равен проектному значению - 1,1 т/сут. Проектные дебиты новых пробуренных скважин не оправдались, из-за того, что месторождение находится на третьи стадии разработки, когда энергетический потенциал залежи почти истощен. Конденсато-газовый фактор составляет 53,6 г/м³, при проектном значении 50,1 г/м³. 
За 2023г отобрано 258,1 млн.м³ газа, 14,0 тыс.т. конденсата, вместо проектных 302,2 млн.м³ газа, 14,7 тыс.т. конденсата соответственно. Отклонение связано с более низким значением дебита по сравнению с проектным в результате естественного падения пластового давления. В 2023г фактически была пробурена и введена в эксплуатацию в ноябре одна новая добывающая скважина №141. Конденсато-газовый фактор составляет 54,2 г/м³, при проектном значении 48,6 г/м³.  Фактический среднегодовой дебит составил 17,8 тыс. м³/сут газа и 1,0 т/сут конденсата, что ниже проектных значений, составляющих 22,0 тыс. м³/сут газа и 1,1 т/сут конденсата. 
За 2024г добыча газа составила 244,9 млн.м³, что незначительно ниже проектной добычи 249,2 млн.м³. Фактическая добыча конденсата оказалась незначительно выше проектного значения 12,9 тыс.т и составила 10,7 тыс.т. Конденсато-газовый фактор составляет 52,6 г/м³, что выше проектного показателя 42,9 г/м³. Фактический действующий фонд соответствует проекту и составляет 41 ед. Фактический среднегодовой дебит газа составляет 16,4 тыс. м³/сут, что ниже проектного значения 17,53 тыс. м³/сут. Дебит конденсата составил 0,86 т/сут, что выше проектного значения, равного 0,75 т/сут.
За 2025г добыча газа составила 218,0 млн.м³, что ниже проектной добычи 247,7 млн.м³. Фактическая добыча конденсата оказалась незначительно выше проектного значения 11,5 тыс.т и составила 10,2 тыс.т. Конденсато-газовый фактор составляет 52,6 г/м³, что выше проектного показателя 41,1 г/м³. Фактический действующий фонд выше проектного на 1 ед. и составляет 43 ед. Изменение связано с бурением и вводом в эксплуатацию в конце 2025г новых добывающих скважин №142 и №143. Фактический среднегодовой дебит газа составляет 14,9 тыс. м³/сут, что ниже проектного значения 17,01 тыс. м³/сут. Дебит конденсата составил 0,8 т/сут, что выше проектного значения, равного 0,7 т/сут.
 На 01.07.2026г отобрано 120,1 млн.м³ газа и 6,1 тыс.т конденсата. Конденсато-газовый фактор составляет 50,9 г/м³, что выше проектного показателя 39,3 г/м³. Фактический действующий фонд соответствует проекту и составляет 44 ед. Выполнение обусловлено бурением одной новой скважины №144 (по проекту - 2 скважины), что связано с опережающим вводом скважины №143 в конце 2025г. Фактический среднегодовой дебит газа составляет 15,2 тыс. м³/сут, что ниже проектного значения 16,81 тыс. м³/сут. Дебит конденсата составил 0,78 т/сут, что выше проектного значения, равного 0,66 т/сут. 
[image: ]
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[bookmark: _Toc241857765]Рис. 3.2.3 - Динамика проектных и фактических показателей разработки по месторождению в целом
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[bookmark: _Toc241857816]Таблица 3.2.5 - Сравнение проектных и фактических показателей разработки. Месторождение в целом
	Показатели
	Годы

	
	2022
	2023
	2024
	2025
	01.07.2026

	
	проект
	факт
	проект
	факт
	проект
	факт
	проект
	факт
	проект
	проект 01.07.2026 
	факт

	Добыча газа. млн.м3
	293,2
	262,7
	302,2
	258,1
	249,2
	244,9
	247,7
	218,0
	256,5
	128,3
	120,1

	Накопленная добыча газа. млн.м3
	5824,1
	5756,9
	6126,3
	6014,9
	6258,0
	6259,9
	6505,7
	6477,9
	6762,1
	6634,0
	6597,9

	КИГ, доли ед.
	0,241
	0,239
	0,249
	0,2
	0,259
	0,259
	0,27
	0,3
	0,280
	0,275
	0,279

	Добыча конденсата тыс.т
	14,7
	14,1
	14,7
	14,0
	10,7
	12,9
	10,2
	11,5
	10,1
	5,1
	6,1

	Накопленная добыча конденсата. тыс.т
	402,8
	401,0
	417,5
	415,0
	422,7
	427,9
	432,9
	439,4
	443,0
	438,0
	445,5

	КИК, доли ед.
	0,2
	0,192
	0,200
	0,2
	0,192
	0,205
	0,197
	0,210
	0,202
	0,210
	0,216

	Темп отбора от НИЗ, %
	1,8
	1,6
	1,9
	1,6
	1,6
	1,5
	1,5
	1,4
	1,6
	0,8
	1,0

	Темп отбора от ТИЗ, %
	2,8
	2,5
	2,9
	2,5
	2,5
	2,4
	2,5
	2,2
	2,7
	1,3
	2,1

	Отбор от начальных извлекаемых запасов. %
	35,7
	35,9
	37,5
	37,5
	39,1
	39,1
	40,6
	40,4
	42,2
	41,4
	54,2

	Конденсато-газовый фактор, г/м3
	50,1
	53,6
	48,6
	54,2
	42,9
	52,6
	41,1
	52,6
	39,3
	39,8
	50,9

	Ввод новых добывающих скважин. ед.
	2
	2
	3
	1
	0
	0
	1
	2
	2
	2
	1

	в т.ч.: из эксплуатационного бурения
	2
	2
	3
	1
	0
	0
	1
	2
	2
	2
	1

	Выбытие добывающих скважин. ед.
	0
	1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	Фонд добыв-х скважин на конец года. ед.
	38
	40
	41
	41
	41
	41
	42
	43
	44
	44
	44

	Действующий фонд добывающих скважин на конец года. ед.
	38
	39
	41
	41
	41
	41
	42
	43
	44
	44
	44

	Средний дебит одной добывающей скважины. тыс. м3/сут:       по газу
	22,8
	19,7
	22
	17,8
	17,53
	16,4
	17,01
	14,9
	16,81
	16,81
	15,2

	т/сут, по конденсату
	1,1
	1,1
	1,1
	1,0
	0,75
	0,86
	0,7
	0,8
	0,66
	0,66
	0,78

	Пластовое давление, МПа
	13,7
	10,0
	13,3
	11,8
	12,6
	9,1
	12,2
	8,9
	11,9
	11,9
	-

	Забойное давление, МПа
	4,9
	5,5
	4,5
	5,5
	5,3
	5,6
	5,1
	5,2
	4,9
	4,9
	-

	Устьевое давление, МПа
	4
	4,5
	3,6
	4,5
	4,3
	4,3
	4,1
	4,3
	3,9
	3,9
	-

	Коэффициент использования фонда добывающих скважин. доли ед.
	1,00
	0,98
	1,00
	1,0
	1,00
	1,00
	1,00
	1,0
	1,00
	1,00
	1,0

	Коэффициент эксплуатации добывающих скважин. доли ед.
	0,95
	0,97
	0,95
	1,0
	0,95
	1,00
	0,95
	1,0
	0,95
	0,95
	1,0
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[bookmark: _Toc31877850][bookmark: _Toc241857426]3.3 Анализ выработки запасов газа и конденсата из пластов
[bookmark: _Toc31877851]Для анализа состояния выработки запасов газа и конденсата из пластов месторождения большое значение имеет наличие информации о характере и степени выработки продуктивных пластов. Состояние выработки запасов оценивается по результатам комплексного анализа всех видов исследований действующих скважин в совокупности с данными о начальном состоянии пластов залежей и текущего состояния разработки.
В таблицах 3.3.1 и 3.3.2 представлены начальные и остаточные запасы газа и конденсата по состоянию на 01.07.2026г и данные о выработке запасов по месторождению. Накопленная добыча в целом по месторождению составила 6597,9 млн.м³ газа, 445,5 тыс.т конденсата. 
Остаточные извлекаемые запасы газа по нижневизейскому горизонту по категории В+C₁ составляют – 5343,3 млн.м³, конденсата – 224,5 тыс. т. 
Как видно из таблиц, достигнутые текущие коэффициенты извлечения газа и конденсата по месторождению в целом составляют 0,278 и 0,216 доли ед. соответственно, при утвержденном КИГ 0,512 доли ед. и КИК 0,327 доли ед.
[bookmark: _Toc241857817]Таблица 3.3.1– Распределение запасов сухого газа по пачкам
	Объект
	Залежь
	Пачка
	Запасы газа, млн.м3
	Накопленная добыча, млн.м3
	Выраб-ть запасов газа, %
	КИГ, д.ед.
	ОИЗ, млн.м3

	
	
	
	НГЗ
	НИЗ
	
	
	Утв.
	Текущий
	

	I
	C₁v₁
	А
	6759
	3464
	2243,3
	64,8
	0,512
	0,332
	1220,7

	
	
	Б
	2482
	1272
	725,8
	57,1
	0,512
	0,292
	546,2

	
	
	В
	14055
	7203
	3628,9
	50,4
	0,512
	0,258
	3574,1

	Возвратный
	C₁s
	Б
	363
	237
	0
	0,0
	0,653
	0,000
	237,0

	По месторождению в целом
	23659
	12176
	6597,9
	54,2
	0,515
	0,279
	5578,1


[bookmark: _Toc241857818]Таблица 3.3.2 – Распределение запасов конденсата по пачкам
	[bookmark: _Hlk148091326]Объект
	Залежь
	Пачка
	Запасы конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча, тыс.т
	Выраб-ть запасов конденсата, %
	КИК, д.ед.
	ОИЗ, тыс.т

	
	
	
	НГЗ
	НИЗ
	
	
	Утвер-жденный
	Текущий
	

	I
	C₁v₁
	А
	593
	195
	151,5
	77,7
	0,329
	0,255
	43,5

	
	
	Б
	218
	71
	49,0
	69,0
	0,329
	0,225
	22,0

	
	
	В
	1232
	405
	245,0
	60,5
	0,329
	0,199
	160,0

	Возвратный
	C₁s
	Б
	12
	5
	0
	0,0
	0,451
	0
	5

	По месторождению в целом
	2055
	676
	445,5
	65,9
	0,329
	0,217
	231


Оценка текущих дренируемых запасов газа выполнена методом падения пластового давления (МППД) и методом анализа зависимости удельной среднемесячной добычи газа на одну скважину от накопленной добычи газа. Исходными данными послужили сведения об отборах газа, действующем фонде скважин и выполненные замеры текущего пластового давления за весь период разработки газоконденсатной залежи. Замеры пластового давления выполнялись по всему действующему фонду скважин и, по возможности, с минимальным разрывом во времени замера между скважинами.
На основе анализа и обобщения результатов замеров пластового давления по скважинам и накопленных отборов пластового газа построена графическая зависимость приведенного пластового давления от отбора газа (P/z=f(Qдоб) для нижневизейской газоконденсатной залежи (рис. 3.3.1). В результате анализа выработки запасов газа по разрабатываемым объектам разработки, выполненного по данной методике с учетом актуализации данных по фактическим замерам пластового давления за период 2019г-01.07.2026, определены дренируемые запасы пластового газа в целом для залежи в объеме 12000 млн. м³. 
[bookmark: _Hlk148091399]В результате анализа зависимости удельной среднемесячной добычи газа на одну скважину от накопленной добычи газа (рис. 3.3.2), вовлеченные в процесс выработки запасы газа составляют 10400 млн. м3. Исходя из необходимости получения взвешенного значения средней величины вовлеченных в процесс выработки запасов газа по двум методам анализа, настоящим отчетом принято среднее значение вовлеченных запасов газа, равное 11200 млн. м3. Данные результаты указывают на то, что режим работы залежи характеризуется как газовый. Следует отметить, что извлекаемые запасы газа, подсчитанные объемным методом и утвержденные ГКЗ РК составляют 12176 млн.м³.
С учетом суммарной добычи газа, остаточные дренируемые извлекаемые запасы газа составляют 2241 млн.м³. При отборе дренируемых извлекаемых запасов природного газа, будет достигнуто всего лишь около 83,7% выработки утвержденных извлекаемых запасов газа I эксплуатационного объекта.
[image: ]
[bookmark: _Toc241857766]Рис. 3.3.1 – Зависимость пластового давления от накопленной добычи газа
[image: ]
[bookmark: _Toc241857767][bookmark: _Toc31877852]Рис. 3.3.2 – Зависимость удельной добычи газа на одну скважину от накопленной добычи газа

[bookmark: _Toc241857427]3.4 Обоснование принятых расчетных геолого-физических моделей пластов
[bookmark: _Toc31877853][bookmark: _Toc241857428]3.4.1 Обоснование расчетных геолого-физических моделей пластов-коллекторов, принятых для расчета технологических показателей разработки
Основные технологические показатели разработки I и II эксплуатационных объектов (газоконденсатных залежей нижневизейского и серпуховского горизонтов) месторождения Амангельды были спрогнозированы по методу расчета технологических показателей разработки газовых и газоконденсатных месторождений при различных способах их разработки путем совместного решения системы уравнений согласно работе (12). 
Принятая методика расчета показателей включает в себя систему уравнений, описывающих работу системы «пласт-скважина» и необходимые замыкающие соотношения.
Технологические показатели разработки газоконденсатной залежи для газового режима определялись по следующей системе уравнений. 
1. Определение пластового давления. Зависимость средневзвешенного по объему текущего пластового давления от накопленной добычи газа определялась по уравнению материального баланса:

[image: ]
где Рпл.тек – текущее пластовое давление к моменту t;
ᾱΩн – начальный поровый объем, занятый газоконденсатной системой, млн.м3; 
Рпл.нач – начальное пластовое давление, МПа; 
Тпл.нач – начальная пластовая температура, К; 
Zпл.нач – начальный коэффициент сжимаемости газа;
ρгкс.ст.нач – плотность газоконденсатной смеси в стандартных условиях,кг/м3; 
Tст – температура стандартная, K;
Zст - коэффициент сверхсжимаемости газоконденсатной системы при Рст и Тст, д.ед;
Рст – давление стандартное, МПа; 
Мжид.вып – масса выпавшей в пласте жидкой фазы, тыс.т; 
Мгкс.нак. – накопленная масса добытой газоконденсатной смеси, тыс.т;
Тпл – пластовая температура, К; 
Zпл.тек – текущий коэффициент сжимаемости газа;
α*Ωн-ΔΩк – текущий поровый объем, занятый газоконденсатной смеси, млн.м3; 
2. Определение дебита скважин. Приток газа к вертикальным скважинам определялся по двучленному уравнению:



где q(t) – текущий дебит проектных скважин к моменту времени t;
A - коэффициент фильтрационного сопротивления, MПa²/(тыс.м³/сут.); 
µ - вязкость газоконденсатной смеси, мПа*с;
Z - текущий коэффициент сжимаемости газа; 
(µ*Z)ср – произведение среднее, {(µ*z)пл +(µ*z)заб}/2
B- коэффициент фильтрационного сопротивления, MПa²/(тыс.м³/сут)²; 
Zcp – средний текущий коэффициент сжимаемости газа, (Zпл - Zзаб)/2;
Рпл – текущее пластовое давление, МПа;
Рзаб – текущее забойное давление, МПа.
3. Определение давления на устье скважины. Уравнение распределения давления по стволу работающей вертикальной газовой скважины:



где Ру – текущее устьевое давление;
Рзаб - текущее забойное давление, МПа;
Ө - гидравлическое сопротивление движению газа в стволе скв.; 
q – дебит газа, тыс.м3/сут;
s – величина, учитывающая вес столба газа в скважине;
λ - коэффициент гидравлических сопротивлений; 
Zcp – средний текущий коэффициент сжимаемости газа, (Zпл - Zзаб)/2
Tср – пластовая температура средняя, K;
dвн - диаметр подъемника, м.
ρу.отн - плотность газа относительная устьевая, 
L - глубина скважины, м.
4. Определение содержания С5+выше. По результатам лабораторных экспериментов построена изотерма конденсации пластовой смеси, которая в дальнейшем была использована в расчетах. Зависимость потенциального содержания конденсата от давления принята по результатам лабораторного исследования пластового газа с адаптацией к фактическому КГФ.
[bookmark: йцу]5. Определение коэффициента сверхсжимаемости газа. В процессе разработки месторождения происходит снижение пластового давления и, связанное с этим, изменение коэффициента сверхсжимаемости пластового газа. Зависимость коэффициента сверхсжимаемости от давления (рис. 3.4.1) принята по результатам осреднения полученных значений по лабораторным данным.
6. Зависимости плотности пластового флюида от давления, отношения объема выпавшей жидкости к общему объему от давления и мольной доли сухого газа от давления приняты по результатам проверки баланса (рис. 3.4.2).
Входящие в уравнение притока газа к скважине коэффициенты фильтрационного сопротивления (КФС) «a» и «b» физически являются функциями от коэффициента сверхсжимаемости газа и вязкости газа и имеют свойство изменяться во времени:
[image: ]


Извлекаемые запасы газа были определены по методу падения пластового давления.
Метод подсчета извлекаемых запасов свободного газа по падению пластового давления применяется при работе залежи на газовом режиме и основан на использовании зависимости между количеством газа, отбираемого из залежи и падением пластового давления. Метод может быть применен при разработке залежи в течение определенного времени по зависимости P/z от Qг, где P/z – текущее пластовое давление, Qг – отбор газа. Экстраполяция кривой до пересечения с осью абсцисс позволяет определить величину НИЗ газа. 
По нижневизейскому горизонту месторождения для расчета прогнозного КИ газа использован метод падения пластового давления, с учетом начальных величин пластового давления и запасов.
На основании полученных данных проведен расчет технологических и технико-экономических показателей и определен рентабельный КИГ.
	[image: ]

	[bookmark: _Toc148082121]Рис.3.4.1 – Зависимость коэффициента сжимаемости от пластового давления

	[image: ]

	[bookmark: _Toc148082122]Рис.3.4.2 – Зависимость мольной доли сухого газа от пластового давления



[bookmark: _Toc31877854][bookmark: _Toc241857429]3.4.2 Идентификация параметров математических моделей по данным истории разработки
	Идентификация параметров расчетной модели выполнена по результатам предыдущего периода разработки эксплуатационного объекта, с учетом их разработки большинством скважин с самого начала освоения месторождения, а также на основе построения зависимостей коэффициента продуктивности скважин по газу и конденсату от забойного давления, фактической динамики продуктивности и получения таким образом зависимости добычи газа по добывающим скважинам от времени эксплуатации, технологических режимов и технологии добычи.
	После идентификации параметров по изложенной схеме получены адаптированные расчетные модели по объектам месторождения, отражающие характеристики действующей системы разработки, применяемой технологии эксплуатации скважин и их технологических режимов. 
[bookmark: _Toc31642560][bookmark: _Toc31877861][bookmark: _Toc241857430]3.5 Обоснование выделения эксплуатационных объектов и выбор расчетных вариантов разработки
[bookmark: _Toc31642562][bookmark: _Toc241857431]3.5.1 Обоснование выделения эксплуатационных объектов
Промышленные запасы углеводородов на месторождении Амангельды установлены в залежах, приуроченых к нижневизейским и серпуховским горизонтам. По характеру насыщения залежи - газоконденсатные. 
Основные запасы газа и конденсата (98%) сосредоточены в нижневизейском горизонте месторождения. То обстоятельство, что практически все запасы газа месторождения содержатся в нижневизейском горизонте и перспективы разработки месторождения главным образом связано с этим горизонтом может служить основанием для выделения нижневизейского горизонта в самостоятельный объект эксплуатации. 
Кроме того, объединение (совместная разработка) данного горизонта с серпуховским - нецелесообразно или невозможно в энергетическом плане, и в плане контроля за процессом разработки вследствие неуправляемых перетоков газа между горизонтами. Это связано с тем, что пластовое давление в нижневизейском горизонте снизилось в процессе разработки с начального 23,7 до 8-9 МПа и на текущий момент меньше пластового давления серпуховского горизонта (21,3 МПа), который не разрабатывался.
Исходя из изложенного, на месторождении выделен один эксплуатационный объект – нижневизейский горизонт. Серпуховский горизонт с минимальными запасами и малоизученной продуктивной характеристикой рассмотрен как возвратный объект, разрабатываемый фондом скважин, возвращаемых из основного объекта по мере выработки запасов согласно известной схеме разработки «снизу-вверх». 
В таблице приведена исходная геолого-физическая характеристика, выделенного эксплуатационного объекта I и возвратного.
Основные геолого-физические характеристики эксплуатационного объекта I и возвратного приведены в таблице 3.5.1.



[bookmark: _Toc241857819]Таблица 3.5.1 – Исходные геолого-физические характеристики эксплуатационного объекта I и возвратного
	Параметры
	Объект I
	Возвратный объект

	
	Нижневизейский
	Серпуховский

	Горизонты
	С1v1 А+Б+В
	С1sr пачка Б

	Интервал залегания объекта, абс.отм. м
	-1683,5- -1986,7
	-1346,2- -1436,2

	Средняя глубина залегания, м
	-1817,5
	-1369,0

	Тип залежи
	Пластовая, сводовая, тектонически и литологически экранированная
	Пластовая, сводовая, тектонически и литологически экранированная

	Тип коллектора
	Терригенный, поровый
	Карбонатный, поровый

	Площадь газоносности, тыс.м2
	171107
	4694

	Температура пластовая, С0
	68,8
	55,0

	Средняя газонасыщенная толщина, м
	18,3
	4,2

	Проницаемость по керну, мД
	2,68*10-3
	-

	Пористость по ГИС, д.ед.
	0,18
	0,14

	Вязкость конденсата, мПа*с
	0,691
	

	Газонасыщенность, д.ед.
	0,74
	0,8

	Начальное пластовое давление, МПа
	23,7
	21,3

	Плотность газа в стандартных условиях, кг/м3
	0,869
	0,857

	Вязкость газа в стандартных условиях, мПа*с
	0,013
	

	Коэффициент сверхсжимаемости
	0,75
	0,79

	Начальные геологические запасы сухого газа, млрд. м3 (утв. ГКЗ РК).

	23296
	363


[bookmark: _Toc241857432]3.5.2 Обоснование расчетных вариантов разработки и их исходные характеристики
На месторождении Амангельды по состоянию на 01.07.2026г выделены два объекта разработки, первый основной I объект разработки – нижневизейский горизонт С1v1, второй возвратный объект – серпуховский горизонт С1sr. 
Прогнозные технологические показатели разработки рассчитаны по 3 вариантам, различающиеся между собой размещением, количеством и типом добывающих скважин, вводимых в эксплуатацию, темпами отбора газа и конденсата.
Технологические показатели рассчитаны при следующих условиях:
•	режим истощения пластовой энергии при наличии газового режима; 
•	основным технологическим ограничением дебита скважин является величина максимальной депрессии на пласт ΔР=9 МПа;
•	при достижении Ру=2,9 МПа, переход на режим Ру=const=2,9МПа. При снижении Руст до 2,9 МПа планируется подключить компрессор.
•	коэффициент эксплуатации действующего фонда скважин составляет 0,95 д.ед.
Вариант 1 - базовый.
•	Разработку планируется осуществлять существующим фондом скважин.
•	Фонд добывающих скважин составит 44 ед.
Вариант 2
•	Дополнительно к Варианту 1 предусмотрено бурение 2-х дополнительных новых скважин в 2027 и 2028 гг. (№145, 146).
•	Фонд добывающих скважин составит 46 ед.
Вариант 3
•	Дополнительно к Варианту 2 предусмотрено бурение 1 горизонтальной скважины с многостадийным ГРП в 2029 г. 
•	Фонд добывающих скважин составит 47 ед.
В вариантах 2, 3 приняты следующие равные условия:
- в новых пробуренных проектных скважинах провести мероприятия ГРП;
- проектные дебиты для вертикальных скважин приняты qг=20 тыс.м3/сут;
- проектный дебит для горизонтальной скважины принят qг=70 тыс.м3/сут.
Разработка возвратного объекта предусмотрена с 2030 г. с вводом скважины №6Г, переведенной с I объекта разработки. Общий фонд добывающих скважин составит 3 (№6Г – в 2030 г., №112 – в 2033 г., №108 – в 2036 г.) единицы, переведенные с I объекта разработки.
Основные исходные технологические характеристики расчётных вариантов разработки для эксплуатационного объекта по сводам приведены в таблице 3.5.2. Адресная программа ГТМ представлена в таблице 3.5.3.











[bookmark: _Toc241857820]Таблица 3.5.2 - Основные исходные характеристики расчетных вариантов разработки
	Характеристики
	Варианты разработки

	
	I объект
	Возвратный объект

	
	1
	2
	3
	1, 2, 3

	Режим разработки
	газовый

	Система размещения скважин
	квадратная

	Расстояние между скважинами, м
	от 600 до 1200 м
	от 800 до 1400 м

	Плотность сетки, км2/скв
	3,8
	3,6
	3,5
	1,3

	Количество добывающих скважин, ед.
	44
	46
	47
	3

	Количество проектных скважин, ед.
	0
	2
	3
	0

	Режим работы добывающих скважин
	ΔР=9 МПа, при дистижении Ру=2,9=Сonst, ниже установка компрессора
	Руст=Сonst=2,9 МПа

	Коэффициент использования скважин, д.ед.
	0,95

	Коэффициент эксплуатации скважин, д.ед.
	0,95



[bookmark: _Toc241857821]Таблица 3.5.3 – Адресная программа ГТМ
	Годы
	№№ скв-н
	Катег. скв-н до
	Вид ГТМ
	Целевой объект
	Катег. скв-н
	Варианты

	
	
	
	
	
	после
	1
	2
	3

	2030
	6Г
	Доб.
	ПВЛГ
	II
	Доб.
	+
	+
	+

	2033
	112
	Доб.
	ПВЛГ
	II
	Доб.
	+
	+
	+

	2036
	108
	Доб.
	ПВЛГ
	II
	Доб.
	+
	+
	+

	2027
	145
	-
	Ввод из бурение с проведением ГРП
	I
	Доб.
	 
	+
	+

	2028
	146
	Доб.
	Ввод из бурение с проведением ГРП
	I
	Доб.
	 
	+
	+

	2029
	147
	Доб.
	Ввод из бурение ГС с проведением многостадийного ГРП
	I
	Доб.
	 
	 
	+
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ПРОЕКТ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ АМАНГЕЛЬДЫ	
[bookmark: _Toc241857433]3.6 Обоснование нормативов капитальных вложений и эксплуатационных затрат, принятых для расчетов экономических показателей
[bookmark: _Toc218776946]Настоящий раздел приводит описание параметров и допущений, использованных для определения расходной части прогнозных экономических расчетов.
В экономическую оценку включены технологические показатели вариантов разработки, отличающиеся плотностью сетки скважин, динамикой ввода новых скважин, порядком и темпами разбуривания, уровнями добычи УВ, способами эксплуатации.
Экономическая эффективность отражает соотношение затрат и результатов, применительно к рассматриваемым вариантам технико-экономических показателей.
В процессе экономической оценки выявлен наиболее рациональный на сегодня вариант разработки месторождения, отвечающий критерию достижения максимального экономического эффекта от возможно полного извлечения из пластов запасов газа при соблюдении требований охраны недр и окружающей среды.
Все расчеты проводились на основе плановых данных, предоставленных Заказчиком. В расчетах отражены доходная часть и расходная часть, которая включает в себя прямые затраты на операционные и текущие расходы, налоги и отчисления в специальные и другие фонды, а также капитальные вложения, необходимые для реализации настоящего проекта. 
 Нормативы капитальных вложений
Расчет стоимости капитальных вложений, необходимых при разработке месторождения производился с использованием укрупненных показателей стоимости строительства. Основой для расчета стоимости строительства явились расчетные показатели по технологии и технике добычи, подготовке и транспортировке продукции УВ, а также данные по удельным объемам строительства. 
Предполагаемые объемы инвестиционных затрат базируются на укрупненных удельных показателях стоимости, связанных как с бурением скважин, также с характеристиками и количеством оборудования, необходимого для строительства намеченных объектов, которые включают в себя издержки по инвестициям в основной капитал, состоящие из следующих расходов: 
· стоимости основного и вспомогательного оборудования, потребных материалов; 
· затрат на строительно-монтажные и пусконаладочные работы; 
· прочих платежей. 
В расчетах экономических показателей вариантов разработки месторождения капитальные затраты оценивались укрупненно в текущих ценах по следующим направлениям: 
· затраты на строительство скважин; 
· затраты на надземное строительство; 
· затраты на инфраструктуру; 
· затраты на внешние коммуникации. 
Расчет капитальных вложений в объекты нефтепромыслового обустройства производился в соответствии с объемными технологическими показателями по каждому варианту разработки и удельными затратами на единицу в разрезе по следующим объектам:
· Бурение вертикальной скважины – 766,59 млн. тенге; 
· Бурение горизонтальной скважины – 1179,88 млн.тг.
· ГРП – 85 млн. тенге; 
· Ввод из консервации – 15 млн.тенге;
· обустройство добывающей скважины – 124 млн. тенге; 
За основу стоимости строительства эксплуатационной скважины принята плановая стоимость согласно бюджету недропользователя на 2026 г. по месторождению. 
[bookmark: _Toc218776947]Нормативы эксплуатационных затрат
Эксплуатационные затраты являются основой для расчета текущих производственных затрат. 
Эксплуатационные затраты рассчитывались в соответствии с основными удельными технологическими эксплуатационными показателями, исходя из технологии и техники добычи, подготовки и транспорта. Эксплуатационные затраты включают в себя следующие элементы затрат:
- затраты на сырье и материалы;
- затраты на электроэнергию;
- обучение персонала;
-услуги производственного характера, предоставленные сторонними организациями;
- амортизационные отчисления.
Затраты на сырье и материалы определялись в зависимости от объема добываемого газа и включают удельные затраты по используемым материалам.
Затраты на электроэнергию рассчитывались в зависимости от добычи газа. 
Услуги производственного характера рассчитывались как условно-постоянные расходы в зависимости от скважин.
Развернутая форма технико-экономических нормативов расчета эксплуатационных затрат по месторождению представлена в таблице 3.6.1.
Эксплуатационные и капитальные затраты изменяются с учетом инфляции 2% с 2027г.
Амортизационные отчисления являются одним из источников воспроизводства основных фондов.
[bookmark: _Toc241857822]Стоимость фиксированных активов относится на вычеты посредством исчисления амортизационных отчислений в порядке и на условиях, установленных Налоговым Кодексом. Амортизационные отчисления по группе фиксированных активов, не включенных в другие группы, в том числе нефтяные, газовые скважины, передаточные устройства, машины и оборудование нефтегазодобычи, рассчитывались производственным методом, в зависимости от объема добычи углеводородов и доказанных разрабатываемых запасов.
[bookmark: _Toc241857823]Таблица 3.6.1 – Технико-экономические нормативы расчета эксплуатационных затрат
	Наименование показателей
	Ед.изм
	Значения

	Средняя стоимость покупной электроэнергии
	тг/м3
	0,27

	Прочее сырье, материалы и полуфабрикаты
	тг/м3
	0,21

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг/скв
	0,65

	Топливо, ГСМ
	тг/м3
	0,01

	Питание и проживание на вахте
	млн.тг/чел
	1,66

	Услуги связи
	млн.тг/скв
	0,06

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг/скв
	5,46

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг/скв
	1,56

	Расходы по охране окружающей среды
	тг/м3
	0,02

	Затраты на страхование
	млн.тг/скв
	0,82

	Спецодежда
	млн.тг/чел
	0,33

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг/скв
	11,26

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание ОС и НМА
	млн.тг/скв
	3,08

	Командировочные расходы
	млн.тг/чел
	0,01

	    ФОТ ОПП (вкл. ИПН и отчисления в ПНФ) на 1работника ОПП в месяц
	тыс.тенге
	615,46

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	%
	1

	Социальное развитие региона
	%
	1

	НИОКР
	%
	1


Налоги и прочие платежи
Все выплаты и налоговые отчисления, производятся согласно Налоговому Законодательству Республики Казахстан и контракту на недропользование. Согласно контракту, на недропользователь платит следующие виды налогов и сборов:
Налог на добычу полезных ископаемых, согласно шкале НК РК.
Корпоративный подоходный налог по ставке 20%.
Налог на имущество по ставке 1,5% от остаточной стоимости материальных активов.
Социальный налог по ставке -6%. 
Социальные отчисления - 5%. 
ОСМС – 3%.
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ПОДГОТОВКА ГЕОЛОГО-ПРОМЫСЛОВОЙ И ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКОЙ ОСНОВЫ ДЛЯ ПРОЕКТИРОВАНИЯ РАЗРАБОТКИ
[bookmark: _Toc31877862]
ПРОЕКТ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ АМАНГЕЛЬДЫ
[bookmark: _Toc241857434]4. ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ И ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКИЕ ПОКАЗАТЕЛИ ВАРИАНТОВ РАЗРАБОТКИ
[bookmark: _Toc31877863][bookmark: _Toc241857435]4.1 Технологические показатели вариантов разработки
Согласно основным положениям рассмотренных вариантов разработки, произведены расчеты технологических показателей по выделенным эксплуатационным объектам и по месторождению в целом. В рамках рекомендуемого к реализации 3 варианта разработки, предусматривается бурение 2 вертикальных и 1 горизонтальной скважины. Согласно рекомендуемому 3 варианту рентабельный период разработки продлится до 2062г включительно, к которому накопленная добыча газа составит 12170 млн.м3, КИГ по месторождению в целом при этом составит 0,512 доли ед.
Технологические показатели разработки эксплуатационных объектов и месторождения в целом по рекомендуемому к внедрению варианту 3 приведены в таблицах 4.1.1-4.1.3, по 1, 2 варианту – в табличных приложениях П.4.1.1-П.4.1.6.
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ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ И ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКИЕ ПОКАЗАТЕЛИ ВАРИАНТОВ РАЗРАБОТКИ

[bookmark: _Toc241857824]Таблица 4.1.1 – Основные технологические прогнозные показатели разработки. Месторождение в целом. 3 рекомендуемый вариант.
	Годы
	Добыча газа, млн.м3
	Накоп-ленная добыча газа, млн.м3
	Коэффициент извлечения газа, %
	Добыча конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча конденсата, тыс.т
	Коэффициент извлечения конденсата, %
	КГФ, г/м3
	Ввод скважин за период
	Ввод из консервации
	Выбытие скважин
	Фонд скважин с начала разработки, ед.
	Фонд доб. скв. на конец года, ед.
	Ср. дебит газа, тыс.м3/сут
	Ср. дебит конденсата, т/сут

	
	
	
	
	
	
	
	
	Всего
	из бурения
	
	
	
	
	
	

	2026
	240,7
	6718,3
	28,397
	12,7
	451,7
	20,808
	52,585
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	15,776
	0,830

	2027
	226,2
	6944,5
	29,353
	11,2
	463,0
	21,366
	49,680
	1
	1
	0
	0
	62
	45
	14,496
	0,720

	2028
	216,9
	7161,4
	30,269
	10,5
	473,4
	21,982
	48,226
	1
	1
	0
	0
	63
	46
	13,599
	0,656

	2029
	229,9
	7391,4
	31,241
	10,8
	484,2
	22,528
	47,093
	1
	1
	0
	0
	64
	47
	14,108
	0,664

	2030
	236,5
	7627,8
	32,241
	10,8
	495,1
	23,037
	45,825
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	14,509
	0,665

	2031
	227,6
	7855,4
	33,202
	10,1
	505,2
	23,564
	44,538
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	13,963
	0,622

	2032
	217,8
	8073,2
	34,123
	9,5
	514,7
	24,092
	43,442
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	13,363
	0,581

	2033
	211,8
	8284,9
	35,018
	9,0
	523,7
	24,585
	42,531
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	12,993
	0,553

	2034
	207,7
	8492,6
	35,896
	8,7
	532,4
	25,045
	42,053
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	12,743
	0,536

	2035
	203,3
	8695,9
	36,755
	8,5
	540,9
	25,483
	41,761
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	12,473
	0,521

	2036
	199,6
	8895,4
	37,599
	8,2
	549,2
	25,908
	41,317
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	12,246
	0,506

	2037
	195,2
	9090,6
	38,423
	8,0
	557,1
	26,322
	40,864
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	11,975
	0,489

	2038
	190,3
	9280,9
	39,228
	7,7
	564,9
	26,723
	40,600
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	11,678
	0,474

	2039
	185,6
	9466,5
	40,012
	7,5
	572,3
	27,111
	40,334
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	11,388
	0,459

	2040
	181,2
	9647,7
	40,778
	7,4
	579,7
	27,487
	40,575
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	11,119
	0,451

	2041
	176,0
	9823,7
	41,522
	7,1
	586,8
	27,851
	40,270
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	10,801
	0,435

	2042
	171,4
	9995,1
	42,247
	6,8
	593,6
	28,209
	39,951
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	10,518
	0,420

	2043
	166,7
	10161,8
	42,951
	6,6
	600,2
	28,554
	39,687
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	10,227
	0,406

	2044
	162,4
	10324,2
	43,638
	6,4
	606,6
	28,887
	39,427
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	9,965
	0,393

	2045
	157,3
	10481,5
	44,302
	6,2
	612,8
	29,209
	39,172
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	9,649
	0,378

	2046
	152,7
	10634,2
	44,948
	5,9
	618,7
	29,521
	38,910
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	9,369
	0,365

	2047
	148,2
	10782,4
	45,574
	5,7
	624,5
	29,820
	38,694
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	9,093
	0,352

	2048
	144,1
	10926,5
	46,183
	5,5
	630,0
	30,109
	38,435
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	8,842
	0,340

	2049
	139,3
	11065,7
	46,772
	5,3
	635,3
	30,388
	38,179
	0
	0
	0
	0
	64
	47
	8,544
	0,326

	2050
	132,5
	11198,2
	47,332
	5,0
	640,4
	30,658
	37,907
	0
	0
	0
	1
	64
	46
	8,307
	0,315

	2051
	128,2
	11326,4
	47,873
	4,8
	645,2
	30,917
	37,658
	0
	0
	0
	1
	64
	45
	8,214
	0,309

	2052
	124,2
	11450,6
	48,398
	4,6
	649,8
	31,161
	37,412
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	7,960
	0,298

	2053
	119,5
	11570,1
	48,904
	4,4
	654,3
	31,396
	37,165
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	7,659
	0,285

	2054
	114,8
	11684,9
	49,389
	4,2
	658,5
	31,622
	36,900
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	7,360
	0,272

	2055
	110,1
	11795,0
	49,854
	4,0
	662,5
	31,838
	36,634
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	7,054
	0,258

	2056
	105,3
	11900,3
	50,299
	3,8
	666,4
	32,044
	36,367
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	6,748
	0,245

	2057
	100,4
	12000,7
	50,724
	3,6
	670,0
	32,241
	36,109
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	6,435
	0,232

	2058
	89,8
	12090,5
	51,103
	3,3
	673,3
	32,427
	37,205
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	5,754
	0,214

	2059
	85,6
	12176,1
	51,465
	3,2
	676,5
	32,603
	36,981
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	5,483
	0,203














[bookmark: _Toc241857825]Таблица 4.1.2 – Основные технологические прогнозные показатели разработки. I объект. 3 рекомендуемый вариант.
	Годы
	Добыча газа, млн.м3
	Накоп-ленная добыча газа, млн.м3
	Коэффициент извлечения газа, %
	Добыча конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча конденсата, тыс.т
	Коэффициент извлечения конденсата, %
	Пластовое давление, МПа
	Забойное давление, МПа
	Устьевое давление, МПа
	КГФ, г/м3
	Ввод скважин за период
	Перевод из других объектов
	Выбытие скважин
	Фонд скважин с начала разработки, ед.
	Фонд доб. скв. на конец года, ед.
	Ср. дебит газа, тыс.м3/сут
	Ср. дебит конденсата, т/сут

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	Всего
	из бурения
	
	
	
	
	
	

	2026
	240,7
	6718,3
	28,839
	12,66
	451,7
	22,111
	11,0
	5,5
	5,2
	52,58
	0
	 
	0
	0
	61
	44
	16,1
	0,8

	2027
	226,2
	6944,5
	29,810
	11,24
	463,0
	22,661
	10,6
	4,9
	4,0
	49,68
	1
	1
	0
	0
	62
	45
	14,5
	0,7

	2028
	216,9
	7161,4
	30,741
	10,46
	473,4
	23,173
	10,3
	4,7
	3,8
	48,23
	1
	1
	0
	0
	63
	46
	13,6
	0,7

	2029
	229,9
	7391,4
	31,728
	10,83
	484,2
	23,703
	9,99
	4,4
	3,6
	47,09
	1
	1
	0
	0
	64
	47
	14,1
	0,7

	2030
	234,1
	7625,5
	32,733
	10,78
	495,0
	24,230
	9,7
	4,2
	3,4
	46,04
	0
	0
	0
	1
	64
	46
	14,7
	0,7

	2031
	223,1
	7848,6
	33,691
	10,02
	505,0
	24,721
	9,4
	4,0
	3,2
	44,93
	0
	0
	0
	0
	64
	46
	14,0
	0,6

	2032
	213,4
	8062,0
	34,607
	9,35
	514,4
	25,179
	9,1
	3,8
	3,1
	43,83
	0
	0
	0
	0
	64
	46
	13,4
	0,6

	2033
	204,8
	8266,7
	35,486
	8,83
	523,2
	25,611
	8,9
	3,6
	2,9
	43,13
	0
	0
	0
	1
	64
	45
	13,1
	0,6

	2034
	199,1
	8465,9
	36,340
	8,52
	531,8
	26,028
	8,8
	3,5
	2,9
	42,79
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	12,8
	0,5

	2035
	195,0
	8660,8
	37,177
	8,28
	540,0
	26,434
	8,7
	3,5
	2,9
	42,48
	0
	0
	0
	0
	64
	45
	12,5
	0,5

	2036
	189,1
	8850,0
	37,989
	7,98
	548,0
	26,824
	8,6
	3,5
	2,9
	42,18
	0
	0
	0
	1
	64
	44
	12,4
	0,5

	2037
	182,9
	9032,9
	38,774
	7,66
	555,7
	27,199
	8,5
	3,5
	2,9
	41,88
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	12,0
	0,5

	2038
	178,4
	9211,3
	39,540
	7,42
	563,1
	27,562
	8,4
	3,5
	2,9
	41,59
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	11,7
	0,5

	2039
	174,0
	9385,3
	40,287
	7,19
	570,3
	27,914
	8,3
	3,5
	2,9
	41,31
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	11,4
	0,5

	2040
	170,0
	9555,4
	41,017
	7,07
	577,4
	28,260
	8,1
	3,5
	2,9
	41,55
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	11,1
	0,5

	2041
	165,2
	9720,5
	41,726
	6,82
	584,2
	28,594
	8,0
	3,5
	2,9
	41,28
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	10,8
	0,4

	2042
	160,8
	9881,3
	42,416
	6,59
	590,8
	28,917
	7,9
	3,5
	2,9
	41,01
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	10,5
	0,4

	2043
	156,4
	10037,8
	43,088
	6,37
	597,1
	29,229
	7,8
	3,5
	2,9
	40,75
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	10,3
	0,4

	2044
	152,5
	10190,3
	43,743
	6,18
	603,3
	29,531
	7,7
	3,5
	2,9
	40,49
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	10,0
	0,4

	2045
	147,8
	10338,1
	44,377
	5,95
	609,3
	29,822
	7,6
	3,5
	2,9
	40,24
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	9,7
	0,4

	2046
	143,5
	10481,6
	44,993
	5,74
	615,0
	30,103
	7,5
	3,5
	2,9
	39,99
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	9,4
	0,4

	2047
	139,2
	10620,8
	45,591
	5,53
	620,5
	30,374
	7,4
	3,5
	2,9
	39,74
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	9,1
	0,4

	2048
	135,4
	10756,2
	46,172
	5,35
	625,9
	30,635
	7,3
	3,5
	2,9
	39,51
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	8,9
	0,4

	2049
	130,8
	10887,0
	46,733
	5,14
	631,0
	30,887
	7,2
	3,5
	2,9
	39,27
	0
	0
	0
	0
	64
	44
	8,6
	0,3

	2050
	124,3
	11011,3
	47,267
	4,85
	635,9
	31,124
	7,1
	3,5
	2,9
	39,04
	0
	0
	0
	1
	64
	43
	8,3
	0,3

	2051
	120,2
	11131,5
	47,783
	4,67
	640,5
	31,353
	7,0
	3,5
	2,9
	38,81
	0
	0
	0
	0
	64
	43
	8,1
	0,3

	2052
	116,5
	11248,0
	48,283
	4,50
	645,0
	31,573
	6,9
	3,5
	2,9
	38,59
	0
	0
	0
	0
	64
	43
	7,8
	0,3

	2053
	112,1
	11360,1
	48,764
	4,30
	649,3
	31,783
	6,8
	3,5
	2,9
	38,37
	0
	0
	0
	0
	64
	43
	7,5
	0,3

	2054
	107,7
	11467,7
	49,226
	4,11
	653,4
	31,984
	6,7
	3,5
	2,9
	38,13
	0
	0
	0
	0
	64
	43
	7,2
	0,3

	2055
	103,2
	11570,9
	49,669
	3,91
	657,3
	32,176
	6,6
	3,5
	2,9
	37,89
	0
	0
	0
	0
	64
	43
	6,9
	0,3

	2056
	98,7
	11669,6
	50,093
	3,72
	661,1
	32,357
	6,5
	3,5
	2,9
	37,66
	0
	0
	0
	0
	64
	43
	6,6
	0,2

	2057
	94,1
	11763,6
	50,496
	3,52
	664,6
	32,530
	6,4
	3,5
	2,9
	37,43
	0
	0
	0
	0
	64
	43
	6,3
	0,2

	2058
	89,8
	11853,4
	50,882
	3,34
	667,9
	32,693
	6,3
	3,5
	2,9
	37,20
	0
	0
	0
	0
	64
	43
	6,0
	0,2

	2059
	85,6
	11939,0
	51,249
	3,16
	671,1
	32,848
	6,1
	3,5
	2,9
	36,98
	0
	0
	0
	0
	64
	43
	5,7
	0,2















[bookmark: _Toc241857826]Таблица 4.1.3 – Основные технологические прогнозные показатели разработки. Возвратный объект. 3 рекомендуемый вариант.
	Годы
	Добыча газа, млн.м3
	Накоп-ленная добыча газа, млн.м3
	Коэффициент извлечения газа, %
	Добыча конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча конденсата, тыс.т
	Коэффициент извлечения конденсата, %
	Пластовое давление, МПа
	Забойное давление, МПа
	Устьевое давление, МПа
	Коэффициент сверхсжимаемости, дл.ед.
	КГФ, г/м3
	Ввод скважин за период
	ПВЛГ
	Ввод из консервации
	Выбытие скважин
	Фонд скважин с начала разработки, ед.
	Фонд доб. скв. на конец года, ед.
	Ср. дебит газа, тыс.м3/сут
	Ср. дебит конденсата, т/сут

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	Всего
	из бурения
	
	
	
	
	
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	 
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	2030
	2,35
	2,4
	0,6
	0,0585
	0,0585
	0,5
	21,3
	18,25
	16,5
	0,789
	24,8
	0
	0
	1
	0
	0
	0
	1
	12,899
	0,169

	2031
	4,44
	6,8
	1,9
	0,1103
	0,1688
	1,4
	21,1
	18,08
	16,3
	0,786
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	1
	12,805
	0,318

	2032
	4,40
	11,2
	3,1
	0,1094
	0,2782
	2,3
	20,9
	17,9
	16,1
	0,783
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	1
	12,701
	0,316

	2033
	7,0
	18,2
	5,0
	0,1732
	0,4514
	3,8
	20,7
	17,6
	15,9
	0,780
	24,8
	0
	0
	1
	0
	0
	0
	2
	11,941
	0,250

	2034
	8,5
	26,7
	7,4
	0,2120
	0,6634
	5,5
	20,4
	17,4
	15,7
	0,776
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	12,307
	0,306

	2035
	8,3
	35,0
	9,6
	0,2063
	0,8698
	7,2
	20,1
	17,2
	15,5
	0,772
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	11,978
	0,298

	2036
	10,4
	45,4
	12,5
	0,2676
	1,1374
	9,5
	19,8
	17,0
	15,3
	0,769
	25,7
	0
	0
	1
	0
	0
	0
	3
	11,905
	0,257

	2037
	12,3
	57,7
	15,9
	0,3148
	1,4522
	12,1
	19,4
	16,7
	15,1
	0,766
	25,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	11,794
	0,303

	2038
	11,9
	69,6
	19,2
	0,3047
	1,7568
	14,6
	19,1
	16,5
	14,9
	0,763
	25,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	11,415
	0,293

	2039
	11,6
	81,2
	22,4
	0,2974
	2,0542
	17,1
	18,8
	16,2
	14,6
	0,761
	25,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	11,143
	0,286

	2040
	11,2
	92,3
	25,4
	0,2862
	2,3404
	19,5
	18,4
	15,9
	14,4
	0,759
	25,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	10,723
	0,275

	2041
	10,9
	103,2
	28,4
	0,2705
	2,6109
	21,8
	18,0
	15,6
	14,1
	0,757
	24,9
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	10,436
	0,260

	2042
	10,6
	113,8
	31,4
	0,2537
	2,8646
	23,9
	17,6
	15,4
	13,9
	0,757
	23,9
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	10,202
	0,244

	2043
	10,2
	124,0
	34,2
	0,2406
	3,1052
	25,9
	17,3
	15,1
	13,6
	0,756
	23,5
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	9,843
	0,231

	2044
	9,9
	133,9
	36,9
	0,2279
	3,3331
	27,8
	16,9
	14,8
	13,4
	0,756
	23,1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	9,502
	0,219

	2045
	9,5
	143,4
	39,5
	0,2138
	3,5469
	29,6
	16,6
	14,5
	13,1
	0,757
	22,6
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	9,101
	0,206

	2046
	9,2
	152,6
	42,0
	0,2031
	3,7500
	31,3
	16,2
	14,3
	12,9
	0,758
	22,1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,834
	0,195

	2047
	9,0
	161,5
	44,5
	0,2003
	3,9503
	32,9
	15,9
	14,0
	12,6
	0,759
	22,4
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,609
	0,193

	2048
	8,7
	170,3
	46,9
	0,1909
	4,1413
	34,5
	15,6
	13,7
	12,4
	0,760
	21,9
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,398
	0,184

	2049
	8,5
	178,7
	49,2
	0,1804
	4,3217
	36,0
	15,2
	13,4
	12,1
	0,762
	21,3
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,136
	0,173

	2050
	8,2
	186,9
	51,5
	0,1705
	4,4921
	37,4
	14,9
	13,2
	11,9
	0,764
	20,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	7,893
	0,164

	2051
	8,0
	194,9
	53,7
	0,1606
	4,6527
	38,8
	14,6
	12,9
	11,6
	0,767
	20,2
	0
	0
	0
	0
	1
	0
	2
	11,468
	0,232

	2052
	7,7
	202,6
	55,8
	0,1512
	4,8039
	40,0
	14,3
	12,6
	11,4
	0,769
	19,6
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	11,123
	0,218

	2053
	7,4
	210,0
	57,9
	0,1412
	4,9451
	41,2
	13,9
	12,3
	11,1
	0,772
	19,0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	10,711
	0,204

	2054
	7,2
	217,2
	59,8
	0,1317
	5,0768
	42,3
	13,6
	12,1
	10,9
	0,776
	18,4
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	10,326
	0,190

	2055
	6,9
	224,1
	61,7
	0,1225
	5,1993
	43,3
	13,3
	11,8
	10,6
	0,779
	17,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	9,937
	0,177

	2056
	6,6
	230,7
	63,6
	0,1138
	5,3130
	44,3
	13,0
	11,5
	10,4
	0,783
	17,1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	9,571
	0,164

	2057
	6,3
	237,1
	65,3
	0,1047
	5,4177
	45,1
	12,7
	11,2
	10,1
	0,787
	16,5
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	9,150
	0,151





[bookmark: _Toc31877864][bookmark: _Toc241857436]4.2 Технико-экономические показатели вариантов разработки
[bookmark: _Toc78555942][bookmark: _Toc241857437]4.2.1. Общие положения
Экономическая оценка вариантов разработки месторождения проводилась в соответствии с требованиями нормативного документа «Единые правила по рациональному и комплексному использованию недр», утвержденные приказом Министра энергетики Республики Казахстан от 15 июня 2018 года № 239. Финансово-экономические расчеты проведены в соответствии с «Основными правилами экономической оценки вариантов разработки месторождений углеводородов» и учитывают особенности международных стандартов экономической оценки эффективности инвестиционных проектов. 
Целью настоящего раздела является оценка экономической эффективности разработки месторождения с учетом особенностей реализации нефтегазовых проектов в Республике Казахстан. Результаты проведенной экономической оценки позволяют предварительно определить доходы государства и недропользователя. 
Экономическая эффективность представляет собой результат производственной деятельности, выражаемый в виде соотношения между доходами и расходами предприятия. В настоящем разделе были использованы следующие основные принципы и подходы оценки экономической эффективности проекта, применяемые в общепринятой мировой практике:
· моделирование потоков объемов продукции, ресурсов и денежных средств; 
· определение эффекта путем сопоставления предстоящих доходов и расходов; 
· расчет значений показателей экономической и бюджетной эффективности по проекту; 
· приведение предстоящих разновременных расходов и доходов к условиям их соизмеримости по экономической ценности к начальному периоду; 
· учет влияния инфляции на ценность денежных средств. 
Рентабельный срок по вариантам представляет собой период безубыточной добычи нефти, после завершения, которого потоки денежной наличности принимают отрицательные значения. 
Интервал планирования в расчетах установлен, как промежуток времени, соответствующий одному календарному году.
Моделирование финансово-экономических показателей на период разработки месторождения включает доходы от реализации углеводородов, эксплуатационные расходы и капитальные вложения, необходимые для реализации данного проекта. 
Критерий экономической эффективности, которые были рассчитаны в ходе технико-экономического анализа, легли в основу сравнения результатов по вариантам разработки и выбора рекомендуемого к внедрению варианта. Основными критериями доходности по настоящему проекту являются потоки денежной наличности, чистая приведенная стоимость, внутренняя норма доходности и срок окупаемости проекта. 
Результаты расчетов описаны и представлены в прогнозных ценах, т.е. с учетом инфляции. Инфляция цен, стоимостных показателей инвестиций и затрат принята по средним темпам инфляции в 2% в год. 
Дисконтирование проводилось исходя из теории временной стоимости денег для получения суммы потоков платежей, приведенных к настоящему моменту времени. Для определения дисконтированных потоков приняты ставки дисконтирования 10%, 11,5% и 12,23%. 
Источниками финансирования капитальных вложений по вариантам разработки месторождения будут собственные средства недропользователя. Предполагается, что для обеспечения необходимых объемов финансирования капитальных вложений в обустройство и разработку месторождения, заемные средства привлекаться не будут.
Экономическая оценка проведена по трем вариантам разработки, отличающимся между собой различными технико-технологическими характеристиками, в частности:
· первый вариант – базовый вариант предполагает разработку месторождения без бурения; 
· второй вариант – предполагает бурение 2 скважины;
· третий вариант – предполагает бурение 3 скважин.
Проведенные технико-экономические расчеты показали эффективность третьего варианта по экономическим характеристикам. Отмечаем, что результаты оценки экономической эффективности по рекомендуемому варианту представлены в текстовой части отчета, а результаты расчетов по альтернативным вариантам приведены в табличных приложениях. 
[bookmark: _Toc241857438]Доходы по проекту
Источниками доходов настоящего проекта будут поступления от реализации продукции месторождения. Доходы от реализации продукции были определены исходя из объемов продукции и соответствующих цен реализации. 
Прогнозные цены на газ на 2026г составляет 45 тг/м3, цена изменяется с учетом инфляции, цена на конденсат составляет 90000 тенге за тонну, изменяются с учетом инфляции с 2027 года 2% (таблица 4.2.1). Товарная продукция по будет реализовываться 100% на внутренний рынок.
[bookmark: _Toc241857827]Таблица 4.2.1 – Маркетинговые показатели
	Наименование показателей
	 Ед.изм.
	2026г

	Цены на газ
	тг/м3
	45

	Цены на конденсат
	тг/тн
	90000


Результаты расчета доходов от продажи продукции по рекомендуемому варианту представлены в таблице 4.2.2.

[bookmark: _Toc218775005][bookmark: _Toc241857828]Таблица 4.2.2 – Расчет доходов от реализации продукции по рекомендуемому варианту 3
	Производственный доход
	Ед.изм
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	Продажа  по направлениям
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	237,203
	12,644
	11,226
	10,450
	10,817
	10,825
	10,125
	9,452
	8,997
	8,725
	8,480
	8,238

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	5 624,343
	237,567
	223,253
	214,088
	226,929
	233,387
	224,593
	214,956
	209,003
	204,977
	200,626
	196,982

	Цена реализации 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	
	90 000,000
	91 800,000
	93 636,000
	95 508,720
	97 418,894
	99 367,272
	101 354,618
	103 381,710
	105 449,344
	107 558,331
	109 709,498

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	
	45,000
	45,900
	46,818
	47,754
	48,709
	49,684
	50,677
	51,691
	52,725
	53,779
	54,855

	Производственный доход от реализации
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	28 108,968
	1 137,987
	1 030,561
	978,514
	1 033,097
	1 054,560
	1 006,061
	957,962
	930,151
	920,020
	912,116
	903,751

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	338 911,933
	10 690,526
	10 247,307
	10 023,183
	10 836,854
	11 368,158
	11 158,615
	10 893,407
	10 803,543
	10 807,350
	10 789,510
	10 805,406

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	367 020,901
	11 828,514
	11 277,868
	11 001,697
	11 869,952
	12 422,718
	12 164,675
	11 851,369
	11 733,694
	11 727,370
	11 701,626
	11 709,156



[bookmark: _Toc533765220]




Продолжение таблицы 4.2.2
	Производственный доход
	Ед.изм
	2037
	2038
	2039
	2040
	2041
	2042
	2043
	2044
	2045
	2046
	2047
	2048

	1
	2
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26

	Продажа  по направлениям
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	7,967
	7,719
	7,478
	7,345
	7,082
	6,841
	6,608
	6,397
	6,154
	5,935
	5,728
	5,533

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	192,622
	187,845
	183,180
	178,846
	173,743
	169,179
	164,507
	160,293
	155,209
	150,703
	146,264
	142,234

	Цена реализации 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	111 903,688
	114 141,762
	116 424,597
	118 753,089
	121 128,150
	123 550,713
	126 021,728
	128 542,162
	131 113,006
	133 735,266
	136 409,971
	139 138,170

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	55,952
	57,071
	58,212
	59,377
	60,564
	61,775
	63,011
	64,271
	65,557
	66,868
	68,205
	69,569

	Производственный доход от реализации
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	891,528
	881,087
	870,639
	872,235
	857,785
	845,208
	832,766
	822,255
	806,844
	793,746
	781,395
	769,885

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	10 777,545
	10 720,477
	10 663,342
	10 619,259
	10 522,614
	10 451,068
	10 365,725
	10 302,186
	10 174,958
	10 077,153
	9 975,927
	9 895,114

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	11 669,073
	11 601,564
	11 533,981
	11 491,495
	11 380,399
	11 296,276
	11 198,492
	11 124,441
	10 981,803
	10 870,899
	10 757,321
	10 664,999









	

Продолжение таблицы 4.2.2
	Производственный доход
	Ед.изм
	2049
	2050
	2051
	2052
	2053
	2054
	2055
	2056
	2057
	2058
	2059

	1
	2
	27
	28
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37

	Продажа  по направлениям
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	5
	5
	5
	5
	4
	4
	4
	4
	4
	3
	3

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	137
	131
	127
	123
	118
	113
	109
	104
	99
	89
	84

	Цена реализации 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	141 921
	144 759
	147 655
	150 608
	153 620
	156 692
	159 826
	163 023
	166 283
	169 609
	173 001

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	71
	72
	74
	75
	77
	78
	80
	82
	83
	85
	87

	Производственный доход от реализации
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	754
	726
	712
	699
	682
	663
	644
	624
	602
	566
	547

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	9 753
	9 466
	9 340
	9 232
	9 060
	8 880
	8 681
	8 471
	8 240
	7 516
	7 304

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	10507
	10192
	10051
	9931
	9742
	9544
	9325
	9095
	8842
	8082
	7851
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4.2.2. Капитальные вложения 
Расчет стоимости капитальных вложений производился по трем вариантам разработки месторождения, отличающимся в части бурения и обустройства новых скважин. 
Величина капитальных вложений по вариантам определена с использованием укрупненных показателей направлений капитального строительства в текущих ценах. 
Результаты расчетов капитальных вложений и полная стоимость строительства объектов обустройства в период реализации проекта по рекомендуемому варианту приведены в таблице 4.2.3.
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	Наименование работ объектов и затрат
	Ед.изм
	Стоимость единицы без НДС млн.тг
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036
	2037
	2038

	1
	2
	 
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	СТРОИТЕЛЬСТВО СКВАЖИН (подземное строительство)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Ввод из бурения добывающих горизонтальных
	млн.тг
	1 179,88 
	1 180 
	-
	-
	-
	1 180
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Ввод из бурения добывающих газовых
	млн.тг
	766,59 
	1 533 
	-
	767
	767
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Гидроразрыв пласта (ГРП)
	млн.тг
	85,00 
	425,0 
	-
	85,0
	85
	255
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Перевод на другой нефтяной горизонт
	млн.тг
	15,00 
	45 
	-
	-
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-

	Итого строительство скважин (подземное строительство)
	млн.тг
	 
	3 183,1 
	-
	851,6
	852
	1 435
	15
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-

	Итого с инфляцией
	млн.тг
	 
	3 329,1 
	-
	868,6
	886
	1 523
	16
	-
	-
	17
	-
	-
	18
	-
	-

	НАДЗЕМНОЕ СТРОИТЕЛЬСТВО
	 
	 
	 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Обустройство промысла
	 
	 
	 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Обустройство устья добывающей скважины
	млн.тг
	124 
	373 
	-
	124
	124
	124
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Проектно-изыскательные работы
	млн.тг
	
	455 
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35

	ВСЕГО надземное строительство:
	млн.тг
	 
	828 
	35
	159
	159
	159
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35

	Итого с инфляцией
	млн.тг
	 
	902 
	35
	162
	166
	169
	38
	39
	39
	40
	41
	42
	43
	44
	44

	ВСЕГО
	млн.тг
	 
	4 011 
	35
	1 011
	1 011
	1 594
	50
	35
	35
	50
	35
	35
	50
	35
	35

	Всего с учетом инфляции
	млн.тг
	 
	4 231 
	35
	1 031
	1 052
	1 692
	54
	39
	39,42
	57
	41,01
	42
	60,95
	44
	44,39




4.2.3. Эксплуатационные затраты 
Моделирование эксплуатационных затрат за проектный период проводилось в соответствии с основными технологическими показателями, рассчитанными в соответствующих разделах настоящего проекта исходя из технологии и техники добычи, подготовки и транспортировки продукции. 
Расчет эксплуатационных расходов проводился по годам реализации проекта за весь проектный срок. Общая стоимость эксплуатационных затрат была объединена в три основные группы по месту их возникновения: 
· производственные затраты; 
· общие и административные расходы; 
· расходы по реализации готовой продукции. 
В составе производственных затрат были учтены: 
· затраты на электроэнергию, материалы, топливо; 
· услуги сторонних организации; 
· затраты на оплату труда ППП; 
· затраты на страхование; 
· затраты на обучение персонала; 
· амортизационные отчисления; 
· расходы на НИОКР; 
· налоги, сборы и платежи в бюджет. 
Также в структуре эксплуатационных затрат были учтены расходы по реализации готовой продукции, которые включают в себя издержки по погрузке, транспортировке и хранению. 
Амортизационные расходы определялись как для целей налогообложения, так и для внесения в структуру эксплуатационных затрат. Капитальные вложения для расчета амортизационных отчислений были приняты в соответствии с условиями каждого из рассматриваемых вариантов. Поскольку размер капитальных вложений по вариантам является различным, амортизационные отчисления по вариантам также имеют отличия. Амортизация основных фондов была рассчитана от балансовой стоимости материальных активов - физических активов с полезным сроком эксплуатации более одного года, используемых для получения дохода. 
Сумма амортизационных отчислений, подлежащих вычету при налогообложении, определена по группам и подгруппам основных средств в пределах норм амортизации, установленных Налоговым Кодексом РК на дату составления отчета. 
Амортизационные отчисления, включаемые в себестоимость, определены по производственному методу, в зависимости от объемов извлекаемых запасов углеводородов, в соответствии с требованиями стандарта бухгалтерского учета Республики Казахстан. 
Расчет эксплуатационных затрат по рекомендуемому варианту представлен в таблице 4.2.4.
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	Составляющие
	Ед.изм
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	ПРОИЗВОДСТВЕННЫЕ ЗАТРАТЫ 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Затраты на электроэнергию
	млн.тг
	2 096,2
	66,1
	63,4
	62,0
	67,0
	70,3
	69,0
	67,4
	66,8
	66,8
	66,7
	66,8

	Топливо, ГСМ
	млн.тг
	105,3
	3,3
	3,2
	3,1
	3,4
	3,5
	3,5
	3,4
	3,4
	3,4
	3,4
	3,4

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг
	1 372,0
	27,4
	28,6
	29,8
	31,1
	31,7
	32,4
	33,0
	33,7
	34,3
	35,0
	35,7

	Сырье, материалы и полуфабрикаты
	млн.тг
	1 583,5
	49,9
	47,9
	46,8
	50,6
	53,1
	52,1
	50,9
	50,5
	50,5
	50,4
	50,5

	Командировочные расходы
	млн.тг
	23,2
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,6
	0,6
	0,6
	0,6
	0,6

	Питание и проживание на вахте (спецпитание)
	млн.тг
	3 498,8
	69,8
	72,8
	76,0
	79,3
	80,9
	82,5
	84,2
	85,9
	87,6
	89,3
	91,1

	Спецодежда
	млн.тг
	690,8
	13,8
	14,4
	15,0
	15,7
	16,0
	16,3
	16,6
	17,0
	17,3
	17,6
	18,0

	Расходы  по охране окружающей среды
	млн.тг
	39,6
	0,8
	0,8
	0,9
	0,9
	0,9
	0,9
	1,0
	1,0
	1,0
	1,0
	1,0

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг
	23 720,1
	472,9
	493,9
	515,5
	537,7
	548,5
	559,4
	570,6
	582,0
	593,7
	605,6
	617,7

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Затраты на страхование
	млн.тг
	1 732,8
	34,5
	36,1
	37,7
	39,3
	40,1
	40,9
	41,7
	42,5
	43,4
	44,2
	45,1

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг
	3 294,4
	65,7
	68,6
	71,6
	74,7
	76,2
	77,7
	79,3
	80,8
	82,5
	84,1
	85,8

	Консультационо-информац услуги, техконтроль, экспертиза
	млн.тг
	285,5
	5,7
	5,9
	6,2
	6,5
	6,6
	6,7
	6,9
	7,0
	7,1
	7,3
	7,4

	Услуги связи (ПП)
	млн.тг
	122,4
	2,4
	2,5
	2,7
	2,8
	2,8
	2,9
	2,9
	3,0
	3,1
	3,1
	3,2

	Соцвыплаты, не в ФОТ  ( включая налоги и отчисления НПФ)
	млн.тг
	2 093,1
	41,7
	43,6
	45,5
	47,4
	48,4
	49,4
	50,4
	51,4
	52,4
	53,4
	54,5

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание основных средств
	млн.тг
	6 480,8
	129,2
	134,9
	140,8
	146,9
	149,9
	152,9
	155,9
	159,0
	162,2
	165,5
	168,8

	Затраты на оплату труда ОПП
	млн.тг
	49 613,9
	989,7
	1 009,5
	1 078,7
	1 125,3
	1 147,8
	1 170,7
	1 194,1
	1 218,0
	1 242,4
	1 267,2
	1 292,6

	Выбытие
	млн.тг
	22,4
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Итого прямые производственные затраты 
	млн.тг
	96 774,82
	1 973,4
	2 026,6
	2 132,73
	2 229,08
	2 277,18
	2 317,84
	2 358,74
	2 402,48
	2 448,16
	2 494,51
	2 542,17

	Налоговые платежи от ФОТ ОПП (соц.налог)
	млн.тг
	6 509
	116,6
	129,1
	141,84
	147,25
	150,19
	153,20
	156,26
	159,39
	162,57
	165,82
	169,14

	Налог на имущество
	млн.тг
	942
	87,6
	81,3
	82,37
	87,50
	85,51
	73,37
	62,96
	54,01
	46,53
	40,18
	34,68

	ОСМС
	млн.тг
	1 488
	29,7
	30,3
	32,36
	33,76
	34,43
	35,12
	35,82
	36,54
	37,27
	38,02
	38,78

	НДПИ на добычу конденсата
	млн.тг
	9 176
	295,7
	281,9
	275,04
	296,75
	310,57
	304,12
	296,28
	293,34
	293,18
	292,54
	292,73

	НДПИ на добычу природного газа
	млн.тг
	1 695
	53,5
	51,2
	50,12
	54,18
	56,84
	55,79
	54,47
	54,02
	54,04
	53,95
	54,03

	Расходы на НИОКР 
	млн.тг
	1 073
	122,4
	19,4
	28,59
	29,81
	37,13
	22,53
	22,77
	23,17
	23,77
	24,05
	24,50

	Итого производственных затрат
	млн.тг
	117 658
	2 679,0
	2 619,8
	2 743,05
	2 878,33
	2 951,84
	2 961,97
	2 987,31
	3 022,95
	3 065,53
	3 109,06
	3 156,02

	Административные расходы
	млн.тг
	79 218
	1 571,9
	1 609,1
	1 722,56
	1 796,94
	1 832,88
	1 869,54
	1 906,93
	1 945,07
	1 983,97
	2 023,65
	2 064,12

	Затраты на оплату труда АУП
	млн.тг
	28 568
	569,9
	581,2
	621,10
	647,92
	660,88
	674,10
	687,58
	701,33
	715,36
	729,67
	744,26

	ОСМС
	млн.тг
	857
	17,1
	17,4
	18,63
	19,44
	19,83
	20,22
	20,63
	21,04
	21,46
	21,89
	22,33

	Налоговые платежи от ФОТ АУП
	млн.тг
	27 842,05
	547,1
	563,8
	605,58
	631,73
	644,36
	657,25
	670,39
	683,80
	697,48
	711,43
	725,66

	Другие административные расходы
	млн.тг
	21 951
	437,9
	446,6
	477,24
	497,85
	507,81
	517,96
	528,32
	538,89
	549,67
	560,66
	571,87

	Контрактные обязательства
	млн.тг
	2 963
	366,3
	88,6
	102,69
	108,00
	124,01
	91,96
	90,05
	89,65
	90,06
	89,76
	89,95

	Отчисления в фонд ликвидации (резервный)
	млн.тг
	701
	48,0
	45,1
	43,25
	45,85
	47,15
	45,38
	43,43
	42,23
	41,41
	40,53
	39,80

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	млн.тг
	1 093
	142,4
	19,4
	28,59
	29,81
	37,13
	22,53
	22,77
	23,17
	23,77
	24,05
	24,50

	Выделение средств на социальные проекты
	млн.тг
	1 169
	175,9
	24,1
	30,84
	32,35
	39,73
	24,05
	23,85
	24,26
	24,88
	25,18
	25,65

	Итого не производственные затраты
	млн.тг
	82 180
	1 938,2
	1 697,8
	1 825,24
	1 904,94
	1 956,89
	1 961,50
	1 996,97
	2 034,72
	2 074,03
	2 113,41
	2 154,07

	Итого затраты
	млн.тг
	199 838
	4 617,2
	4 317,5
	4 568,30
	4 783,28
	4 908,73
	4 923,47
	4 984,28
	5 057,67
	5 139,56
	5 222,47
	5 310,10

	Доходы (убытки)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Производственный доход
	млн.тг
	367 021 
	11 828,5
	11 277,9
	11 001,70
	11 869,95
	12 422,72
	12 164,68
	11 851,37
	11 733,69
	11 727,37
	11 701,63
	11 709,16

	Расходы на реализованную продукцию
	млн.тг
	199 838 
	4 617,2
	4 317,5
	4 568,30
	4 783,28
	4 908,73
	4 923,47
	4 984,28
	5 057,67
	5 139,56
	5 222,47
	5 310,10

	Операционный доход
	млн.тг
	167 182
	7 211,3
	6 960,4
	6 433,40
	7 086,67
	7 513,99
	7 241,21
	6 867,09
	6 676,02
	6 587,81
	6 479,15
	6 399,06

	Амортизационные отчисления, включаемые в с/c
	млн.тг
	10 193 
	327,5
	340,7
	366,93
	466,83
	470,12
	441,78
	414,50
	397,63
	387,82
	379,29
	371,96

	Балансовая прибыль
	млн.тг
	156 990
	6 883,8
	6 619,7
	6 066,47
	6 619,85
	7 043,87
	6 799,43
	6 452,60
	6 278,40
	6 199,99
	6 099,86
	6 027,10

	Амортизационные отчисления, относимые на вычеты 
	млн.тг
	10 530 
	950,3
	962,4
	975,75
	1 083,14
	928,79
	797,59
	683,74
	587,10
	507,65
	437,65
	378,28

	Налогооблагаемая прибыль до переноса убытков
	млн.тг
	156 653 
	6 261,0
	5 998,0
	5 457,65
	6 003,53
	6 585,20
	6 443,62
	6 183,35
	6 088,93
	6 080,17
	6 041,50
	6 020,78

	Налогооблагаемая прибыль после переноса убытков
	млн.тг
	156 653 
	6 261,0
	5 998,0
	5 457,65
	6 003,53
	6 585,20
	6 443,62
	6 183,35
	6 088,93
	6 080,17
	6 041,50
	6 020,78

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	31 331 
	1 252,2
	1 199,6
	1 091,53
	1 200,71
	1 317,04
	1 288,72
	1 236,67
	1 217,79
	1 216,03
	1 208,30
	1 204,16

	ЧИСТАЯ ПРИБЫЛЬ ПОСЛЕ ВСЕХ ВЫПЛАТ
	млн.тг
	101 995 
	3 695,2
	3 528,4
	3 369,57
	3 656,69
	3 882,56
	3 801,03
	3 685,78
	3 643,11
	3 640,14
	3 627,49
	3 625,29





Продолжение таблицы 4.2.4 
	Составляющие
	Ед.изм
	2037
	2038
	2039
	2040
	2041
	2042
	2043
	2044
	2045
	2046
	2047
	2048

	1
	2
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26

	ПРОИЗВОДСТВЕННЫЕ ЗАТРАТЫ 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Затраты на электроэнергию
	млн.тг
	66,7
	66,3
	66,0
	65,7
	65,1
	64,6
	64,1
	63,7
	62,9
	62,3
	61,7
	61,2

	Топливо, ГСМ
	млн.тг
	3,3
	3,3
	3,3
	3,3
	3,3
	3,2
	3,2
	3,2
	3,2
	3,1
	3,1
	3,1

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг
	36,4
	37,2
	37,9
	38,7
	39,4
	40,2
	41,0
	41,9
	42,7
	43,6
	44,4
	45,3

	Сырье, материалы и полуфабрикаты
	млн.тг
	50,4
	50,1
	49,8
	49,6
	49,2
	48,8
	48,4
	48,1
	47,5
	47,1
	46,6
	46,2

	Командировочные расходы
	млн.тг
	0,6
	0,6
	0,6
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,8
	0,8

	Питание и проживание на вахте (спецпитание)
	млн.тг
	92,9
	94,8
	96,7
	98,6
	100,6
	102,6
	104,7
	106,7
	108,9
	111,1
	113,3
	115,5

	Спецодежда
	млн.тг
	18,3
	18,7
	19,1
	19,5
	19,9
	20,3
	20,7
	21,1
	21,5
	21,9
	22,4
	22,8

	Расходы  по охране окружающей среды
	млн.тг
	1,1
	1,1
	1,1
	1,1
	1,1
	1,2
	1,2
	1,2
	1,2
	1,3
	1,3
	1,3

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг
	630,0
	642,6
	655,5
	668,6
	682,0
	695,6
	709,5
	723,7
	738,2
	752,9
	768,0
	783,4

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Затраты на страхование
	млн.тг
	46,0
	46,9
	47,9
	48,8
	49,8
	50,8
	51,8
	52,9
	53,9
	55,0
	56,1
	57,2

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг
	87,5
	89,3
	91,0
	92,9
	94,7
	96,6
	98,5
	100,5
	102,5
	104,6
	106,7
	108,8

	Консультационо-информац услуги, техконтроль, экспертиза
	млн.тг
	7,6
	7,7
	7,9
	8,0
	8,2
	8,4
	8,5
	8,7
	8,9
	9,1
	9,2
	9,4

	Услуги связи (ПП)
	млн.тг
	3,3
	3,3
	3,4
	3,5
	3,5
	3,6
	3,7
	3,7
	3,8
	3,9
	4,0
	4,0

	Соцвыплаты, не в ФОТ  ( включая налоги и отчисления НПФ)
	млн.тг
	55,6
	56,7
	57,8
	59,0
	60,2
	61,4
	62,6
	63,9
	65,1
	66,4
	67,8
	69,1

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание основных средств
	млн.тг
	172,1
	175,6
	179,1
	182,7
	186,3
	190,1
	193,9
	197,7
	201,7
	205,7
	209,8
	214,0

	Затраты на оплату труда ОПП
	млн.тг
	1 318,4
	1 344,8
	1 371,7
	1 399,1
	1 427,1
	1 455,6
	1 484,8
	1 514,5
	1 544,7
	1 575,6
	1 607,1
	1 639,3

	Выбытие
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Итого прямые производственные затраты 
	млн.тг
	2 590,29
	2 639,05
	2 688,80
	2 739,70
	2 791,04
	2 843,71
	2 897,30
	2 952,22
	3 007,54
	3 064,33
	3 122,23
	3 181,55

	Налоговые платежи от ФОТ ОПП (соц.налог)
	млн.тг
	172,52
	175,97
	179,49
	183,08
	186,75
	190,48
	194,29
	198,18
	202,14
	206,18
	210,31
	214,51

	Налог на имущество
	млн.тг
	30,13
	26,28
	22,90
	19,74
	16,78
	14,27
	12,13
	10,31
	8,76
	7,45
	6,33
	5,38

	ОСМС
	млн.тг
	39,55
	40,34
	41,15
	41,97
	42,81
	43,67
	44,54
	45,43
	46,34
	47,27
	48,21
	49,18

	НДПИ на добычу конденсата
	млн.тг
	291,73
	290,04
	288,35
	287,29
	284,51
	282,41
	279,96
	278,11
	274,55
	271,77
	268,93
	266,62

	НДПИ на добычу природного газа
	млн.тг
	53,89
	53,60
	53,32
	53,10
	52,61
	52,26
	51,83
	51,51
	50,87
	50,39
	49,88
	49,48

	Расходы на НИОКР 
	млн.тг
	25,15
	25,44
	25,92
	26,41
	26,91
	27,41
	27,93
	28,45
	28,99
	29,54
	30,09
	30,66

	Итого производственных затрат
	млн.тг
	3 203,26
	3 250,73
	3 299,92
	3 351,29
	3 401,41
	3 454,20
	3 507,98
	3 564,21
	3 619,20
	3 676,92
	3 735,99
	3 797,38

	Административные расходы
	млн.тг
	2 105,40
	2 147,51
	2 190,46
	2 234,27
	2 278,95
	2 324,53
	2 371,02
	2 418,44
	2 466,81
	2 516,15
	2 566,47
	2 617,80

	Затраты на оплату труда АУП
	млн.тг
	759,15
	774,33
	789,82
	805,61
	821,73
	838,16
	854,92
	872,02
	889,46
	907,25
	925,40
	943,90

	ОСМС
	млн.тг
	22,77
	23,23
	23,69
	24,17
	24,65
	25,14
	25,65
	26,16
	26,68
	27,22
	27,76
	28,32

	Налоговые платежи от ФОТ АУП
	млн.тг
	740,17
	754,97
	770,07
	785,47
	801,18
	817,21
	833,55
	850,22
	867,23
	884,57
	902,26
	920,31

	Другие административные расходы
	млн.тг
	583,31
	594,98
	606,88
	619,01
	631,39
	644,02
	656,90
	670,04
	683,44
	697,11
	711,05
	725,27

	Контрактные обязательства
	млн.тг
	90,40
	90,04
	90,07
	89,74
	54,62
	55,64
	56,69
	57,76
	58,85
	59,95
	61,08
	62,23

	Отчисления в фонд ликвидации (резервный)
	млн.тг
	38,92
	37,95
	37,01
	36,13
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	млн.тг
	25,15
	25,44
	25,92
	26,41
	26,91
	27,41
	27,93
	28,45
	28,99
	29,54
	30,09
	30,66

	Выделение средств на социальные проекты
	млн.тг
	26,33
	26,64
	27,14
	27,20
	27,71
	28,23
	28,76
	29,30
	29,86
	30,41
	30,99
	31,57

	Итого не производственные затраты
	млн.тг
	2 195,80
	2 237,55
	2 280,53
	2 324,01
	2 333,57
	2 380,17
	2 427,71
	2 476,20
	2 525,66
	2 576,10
	2 627,55
	2 680,04

	Итого затраты
	млн.тг
	5 399,06
	5 488,28
	5 580,45
	5 675,30
	5 734,99
	5 834,38
	5 935,69
	6 040,41
	6 144,86
	6 253,02
	6 363,54
	6 477,42

	Доходы (убытки)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Производственный доход
	млн.тг
	11 669,07
	11 601,56
	11 533,98
	11 491,49
	11 380,40
	11 296,28
	11 198,49
	11 124,44
	10 981,80
	10 870,90
	10 757,32
	10 665,00

	Расходы на реализованную продукцию
	млн.тг
	5 399,06
	5 488,28
	5 580,45
	5 675,30
	5 734,99
	5 834,38
	5 935,69
	6 040,41
	6 144,86
	6 253,02
	6 363,54
	6 477,42

	Операционный доход
	млн.тг
	6 270,01
	6 113,29
	5 953,53
	5 816,19
	5 645,41
	5 461,90
	5 262,80
	5 084,03
	4 836,94
	4 617,88
	4 393,78
	4 187,58

	Амортизационные отчисления, включаемые в с/c
	млн.тг
	362,31
	353,75
	342,70
	336,60
	324,53
	313,51
	302,83
	293,15
	282,01
	272,00
	262,51
	253,58

	Балансовая прибыль
	млн.тг
	5 907,70
	5 759,53
	5 610,82
	5 479,59
	5 320,88
	5 148,39
	4 959,97
	4 790,88
	4 554,93
	4 345,88
	4 131,26
	3 934,01

	Амортизационные отчисления, относимые на вычеты 
	млн.тг
	330,68
	287,60
	251,12
	213,45
	181,44
	154,22
	131,09
	111,42
	94,71
	80,50
	68,43
	58,16

	Налогооблагаемая прибыль до переноса убытков
	млн.тг
	5 939,34
	5 825,69
	5 702,40
	5 602,74
	5 463,98
	5 307,68
	5 131,71
	4 972,60
	4 742,23
	4 537,37
	4 325,35
	4 129,42

	Налогооблагаемая прибыль после переноса убытков
	млн.тг
	5 939,34
	5 825,69
	5 702,40
	5 602,74
	5 463,98
	5 307,68
	5 131,71
	4 972,60
	4 742,23
	4 537,37
	4 325,35
	4 129,42

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	1 187,87
	1 165,14
	1 140,48
	1 120,55
	1 092,80
	1 061,54
	1 026,34
	994,52
	948,45
	907,47
	865,07
	825,88

	ЧИСТАЯ ПРИБЫЛЬ ПОСЛЕ ВСЕХ ВЫПЛАТ
	млн.тг
	3 601,69
	3 566,26
	3 529,05
	3 501,58
	3 452,16
	3 405,31
	3 351,91
	3 329,16
	3 284,59
	3 191,77
	3 115,41
	3 011,81




Продолжение таблицы 4.2.4 
	Составляющие
	Ед.изм
	2049
	2050
	2051
	2052
	2053
	2054
	2055
	2056
	2057
	2058

	1
	2
	27
	28
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36

	ПРОИЗВОДСТВЕННЫЕ ЗАТРАТЫ 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Затраты на электроэнергию
	млн.тг
	60,3
	58,5
	57,8
	57,1
	56,0
	54,9
	53,7
	52,4
	51,0
	46,5

	Топливо, ГСМ
	млн.тг
	3,0
	2,9
	2,9
	2,9
	2,8
	2,8
	2,7
	2,6
	2,6
	2,3

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг
	46,2
	46,1
	45,9
	46,9
	47,8
	48,8
	49,7
	50,7
	51,7
	49,1

	Сырье, материалы и полуфабрикаты
	млн.тг
	45,6
	44,2
	43,6
	43,1
	42,3
	41,5
	40,6
	39,6
	38,5
	35,1

	Командировочные расходы
	млн.тг
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,9
	0,9
	0,8

	Питание и проживание на вахте (спецпитание)
	млн.тг
	117,9
	117,5
	117,2
	119,5
	121,9
	124,3
	126,8
	129,4
	132,0
	125,2

	Спецодежда
	млн.тг
	23,3
	23,2
	23,1
	23,6
	24,1
	24,6
	25,0
	25,5
	26,1
	24,7

	Расходы  по охране окружающей среды
	млн.тг
	1,3
	1,3
	1,3
	1,4
	1,4
	1,4
	1,4
	1,5
	1,5
	1,4

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг
	799,0
	796,9
	794,4
	810,2
	826,4
	843,0
	859,8
	877,0
	894,6
	848,8

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Затраты на страхование
	млн.тг
	58,4
	58,2
	58,0
	59,2
	60,4
	61,6
	62,8
	64,1
	65,4
	62,0

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг
	111,0
	110,7
	110,3
	112,5
	114,8
	117,1
	119,4
	121,8
	124,2
	117,9

	Консультационо-информац услуги, техконтроль, экспертиза
	млн.тг
	9,6
	9,6
	9,6
	9,8
	9,9
	10,1
	10,4
	10,6
	10,8
	10,2

	Услуги связи (ПП)
	млн.тг
	4,1
	4,1
	4,1
	4,2
	4,3
	4,4
	4,4
	4,5
	4,6
	4,4

	Соцвыплаты, не в ФОТ  ( включая налоги и отчисления НПФ)
	млн.тг
	70,5
	70,3
	70,1
	71,5
	72,9
	74,4
	75,9
	77,4
	78,9
	74,9

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание основных средств
	млн.тг
	218,3
	217,7
	217,0
	221,4
	225,8
	230,3
	234,9
	239,6
	244,4
	231,9

	Затраты на оплату труда ОПП
	млн.тг
	1 672,1
	1 667,6
	1 662,3
	1 695,6
	1 729,5
	1 764,1
	1 799,3
	1 835,3
	1 872,0
	1 776,3

	Выбытие
	млн.тг
	0,0
	11,1
	11,3
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Итого прямые производственные затраты 
	млн.тг
	3 241,38
	3 240,92
	3 229,79
	3 279,55
	3 341,17
	3 403,95
	3 467,83
	3 532,90
	3 599,08
	3 411,56

	Налоговые платежи от ФОТ ОПП (соц.налог)
	млн.тг
	218,80
	219,28
	219,69
	224,09
	228,57
	233,14
	237,80
	242,56
	247,41
	238,66

	Налог на имущество
	млн.тг
	4,57
	3,89
	3,30
	2,81
	2,39
	2,03
	1,72
	1,47
	1,25
	1,06

	ОСМС
	млн.тг
	50,16
	50,03
	49,87
	50,87
	51,88
	52,92
	53,98
	55,06
	56,16
	53,29

	НДПИ на добычу конденсата
	млн.тг
	262,66
	254,81
	251,29
	248,27
	243,55
	238,59
	233,13
	227,37
	221,05
	202,04

	НДПИ на добычу природного газа
	млн.тг
	48,76
	47,33
	46,70
	46,16
	45,30
	44,40
	43,41
	42,36
	41,20
	37,58

	Расходы на НИОКР 
	млн.тг
	31,24
	31,83
	31,72
	31,60
	32,20
	32,81
	33,42
	34,05
	34,69
	35,34

	Итого производственных затрат
	млн.тг
	3 857,59
	3 848,08
	3 832,36
	3 883,35
	3 945,07
	4 007,84
	4 071,30
	4 135,76
	4 200,84
	3 979,53

	Административные расходы
	млн.тг
	2 670,16
	2 663,04
	2 654,56
	2 707,66
	2 761,81
	2 817,04
	2 873,39
	2 930,85
	2 989,47
	2 836,52

	Затраты на оплату труда АУП
	млн.тг
	962,78
	960,21
	957,16
	976,30
	995,83
	1 015,75
	1 036,06
	1 056,78
	1 077,92
	1 022,77

	ОСМС
	млн.тг
	28,88
	28,81
	28,71
	29,29
	29,87
	30,47
	31,08
	31,70
	32,34
	30,68

	Налоговые платежи от ФОТ АУП
	млн.тг
	938,71
	936,21
	933,23
	951,90
	970,93
	990,35
	1 010,16
	1 030,36
	1 050,97
	997,20

	Другие административные расходы
	млн.тг
	739,78
	737,81
	735,46
	750,17
	765,17
	780,48
	796,08
	812,01
	828,25
	785,87

	Контрактные обязательства
	млн.тг
	63,42
	64,61
	64,51
	64,28
	65,37
	100,63
	102,52
	69,11
	70,41
	71,73

	Отчисления в фонд ликвидации (резервный)
	млн.тг
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	34,04
	34,68
	0,00
	0,00
	0,00

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	млн.тг
	31,24
	31,83
	31,72
	31,60
	32,20
	32,81
	33,42
	34,05
	34,69
	35,34

	Выделение средств на социальные проекты
	млн.тг
	32,17
	32,78
	32,79
	32,68
	33,16
	33,78
	34,42
	35,06
	35,72
	36,39

	Итого не производственные затраты
	млн.тг
	2 733,57
	2 727,64
	2 719,07
	2 771,94
	2 827,17
	2 917,68
	2 975,91
	2 999,97
	3 059,88
	2 908,25

	Итого затраты
	млн.тг
	6 591,16
	6 575,73
	6 551,43
	6 655,29
	6 772,24
	6 925,52
	7 047,20
	7 135,72
	7 260,72
	6 887,77

	Доходы (убытки)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Производственный доход
	млн.тг
	10 506,57
	10 192,22
	10 051,49
	9 930,88
	9 742,09
	9 543,56
	9 325,19
	9 094,74
	8 842,12
	8 081,57

	Расходы на реализованную продукцию
	млн.тг
	6 591,16
	6 575,73
	6 551,43
	6 655,29
	6 772,24
	6 925,52
	7 047,20
	7 135,72
	7 260,72
	6 887,77

	Операционный доход
	млн.тг
	3 915,40
	3 616,50
	3 500,06
	3 275,59
	2 969,85
	2 618,04
	2 277,99
	1 959,02
	1 581,40
	1 193,79

	Амортизационные отчисления, включаемые в с/c
	млн.тг
	243,40
	229,96
	220,97
	212,74
	203,35
	194,00
	184,60
	175,31
	165,99
	152,94

	Балансовая прибыль
	млн.тг
	3 672,01
	3 386,54
	3 279,09
	3 062,85
	2 766,50
	2 424,04
	2 093,39
	1 783,70
	1 415,41
	1 040,85

	Амортизационные отчисления, относимые на вычеты 
	млн.тг
	49,44
	42,02
	35,72
	30,36
	25,81
	21,94
	18,65
	15,85
	13,47
	11,45

	Налогооблагаемая прибыль до переноса убытков
	млн.тг
	3 865,96
	3 574,47
	3 464,34
	3 245,23
	2 944,05
	2 596,11
	2 259,34
	1 943,17
	1 567,93
	1 182,34

	Налогооблагаемая прибыль после переноса убытков
	млн.тг
	3 865,96
	3 574,47
	3 464,34
	3 245,23
	2 944,05
	2 596,11
	2 259,34
	1 943,17
	1 567,93
	1 182,34

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	773,19
	714,89
	692,87
	649,05
	588,81
	519,22
	451,87
	388,63
	313,59
	236,47

	ЧИСТАЯ ПРИБЫЛЬ ПОСЛЕ ВСЕХ ВЫПЛАТ
	млн.тг
	2 869,25
	2 690,96
	2 617,58
	2 480,35
	2 290,47
	2 055,86
	1 807,47
	1 554,53
	1 254,34
	945,87





4.2.4. Экономическая эффективность проекта
Расчет экономической эффективности проекта проводился на основе технико-технологических показателей добычи нефти по трем представленным вариантам. В результате проведенных расчетов были определены выручка от реализации продукции, эксплуатационные затраты на добычу газа, инвестиций в капитальное строительство, чистая прибыль недропользователя, а также налоги и отчисления в бюджет. 
Экономическая эффективность представляет собой результат производственной деятельности, выражаемый в виде соотношения между доходами и расходами по проекту. 
При оценке экономической эффективности вариантов разработки в работе использовались основные и оценочные показатели. К основным показателям эффективности относятся: 
· денежные потоки; 
· дисконтированные денежные потоки (NPV); 
· индекс доходности (PI); 
· срок окупаемости проекта; 
· рентабельный период. 
К оценочным показателям относятся:
· капитальные вложения; 
· эксплуатационные затраты на добычу нефти и газа; 
· доход государства - налоги и платежи, отчисляемые в бюджетные и внебюджетные фонды Республики Казахстан. 
Чистый денежный поток представляет собой разность между суммами поступлений и выплат денежных средств компании за определенный период времени. Чистый денежный поток или поток наличных денег используется для расчёта показателей экономической эффективности инвестиций, а также для анализа движения денежных средств. 
В целях определения ценности проекта был рассчитан дисконтированный поток денежных средств, который является основным критерием оценки эффективности проекта. На основе денежного потока были рассчитаны внутренняя норма дохода и срок окупаемости проекта. 
Дисконтирование – метод приведения разновременных затрат и результатов к единому моменту времени, в данном случае к началу реализации проекта, отражающий ценность прошлых и будущих доходов с современных позиций. 
Срок окупаемости инвестиций наступает при переходе дисконтированного потока денежной наличности в положительную величину. Чем меньше значение этого показателя, тем эффективнее рассматриваемый проект. 
Каждый из перечисленных критериев сам по себе не является достаточным для решения вопроса об эффективности предложенного проекта. Решение о принятии его к реализации принимается с учетом результатов анализа всех полученных интегральных показателей и подходов к разработке месторождения. 
Показатели оценки доходов и расходов, а также результаты экономической эффективности по рекомендуемому варианту представлены в таб. 4.2.5.






























Таблица 4.2.5 – Движение денежных средств по рекомендуемому варианту 3
	Составляющие
	Ед.изм
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	Выручка от реализации 
	млн.тг
	367 020,90 
	11 828,51 
	11 277,87 
	11 001,70 
	11 869,95 
	12 422,72 
	12 164,68 
	11 851,37 
	11 733,69 
	11 727,37 
	11 701,63 
	11 709,16 

	Эксплуатационные затраты (без амортизации)
	млн.тг
	199 838,43 
	4 617,22 
	4 317,52 
	4 568,30 
	4 783,28 
	4 908,73 
	4 923,47 
	4 984,28 
	5 057,67 
	5 139,56 
	5 222,47 
	5 310,10 

	Капитальные Вложения 
	млн.тг
	4 230,59 
	35,00 
	1 031,01 
	1 051,63 
	1 691,65 
	54,12 
	38,64 
	39,42 
	57,43 
	41,01 
	41,83 
	60,95 

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	31 330,58 
	1 252,21 
	1 199,60 
	1 091,53 
	1 200,71 
	1 317,04 
	1 288,72 
	1 236,67 
	1 217,79 
	1 216,03 
	1 208,30 
	1 204,16 

	Налог на сверхприбыль
	млн.тг
	23 327,17 
	1 313,67 
	1 270,02 
	996,55 
	1 146,14 
	1 385,60 
	1 353,86 
	1 260,90 
	1 228,04 
	1 224,00 
	1 205,72 
	1 191,33 

	Баланс НДС
	млн.тг
	46 205,65 
	1 578,56 
	1 385,23 
	1 323,02 
	1 347,10 
	1 688,07 
	1 652,20 
	1 597,69 
	1 571,05 
	1 567,30 
	1 557,78 
	1 550,39 

	Итого отток средств
	млн.тг
	304 932,43 
	8 796,66 
	9 203,37 
	9 031,02 
	10 168,88 
	9 353,56 
	9 256,90 
	9 118,95 
	9 131,97 
	9 187,89 
	9 236,10 
	9 316,93 

	Поток денежной наличности
	млн.тг
	62 088,47 
	3 031,85 
	2 074,50 
	1 970,68 
	1 701,08 
	3 069,16 
	2 907,78 
	2 732,42 
	2 601,72 
	2 539,47 
	2 465,52 
	2 392,23 

	Чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	24 183,48 
	3 031,85 
	1 885,91 
	1 628,66 
	1 278,04 
	2 096,28 
	1 805,50 
	1 542,38 
	1 335,09 
	1 184,68 
	1 045,62 
	922,31 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	21 960,44 
	3 031,85 
	1 860,54 
	1 585,14 
	1 227,15 
	1 985,73 
	1 687,28 
	1 421,99 
	1 214,33 
	1 063,03 
	925,63 
	805,48 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	21 017,91 
	3 031,85 
	1 848,44 
	1 564,58 
	1 203,36 
	1 934,57 
	1 633,11 
	1 367,39 
	1 160,11 
	1 008,96 
	872,83 
	754,59 

	Накопленный поток денежной наличности
	млн.тг
	62 088,47 
	3 031,85 
	5 106,35 
	7 077,03 
	8 778,11 
	11 847,27 
	14 755,04 
	17 487,46 
	20 089,18 
	22 628,66 
	25 094,18 
	27 486,41 

	Накопленная чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	24 183,48 
	3 031,85 
	4 917,76 
	6 546,42 
	7 824,47 
	9 920,74 
	11 726,24 
	13 268,62 
	14 603,71 
	15 788,40 
	16 834,02 
	17 756,33 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	24 183,48 
	3 031,85 
	4 892,39 
	6 477,53 
	7 704,68 
	9 690,41 
	11 377,69 
	12 799,68 
	14 014,01 
	15 077,04 
	16 002,66 
	16 808,14 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	21 960,44 
	3 031,85 
	4 880,29 
	6 444,87 
	7 648,23 
	9 582,80 
	11 215,91 
	12 583,30 
	13 743,41 
	14 752,37 
	15 625,19 
	16 379,79 




Продолжение таблицы 4.2.4 
	Составляющие
	Ед.изм
	2037
	2038
	2039
	2040
	2041
	2042
	2043
	2044
	2045
	2046
	2047
	2048

	1
	2
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26

	Выручка от реализации 
	млн.тг
	11 669,07 
	11 601,56 
	11 533,98 
	11 491,49 
	11 380
	11 296
	11 198
	11 124
	10 982
	10 871
	10 757
	10 665

	Эксплуатационные затраты (без амортизации)
	млн.тг
	5 399,06 
	5 488,28 
	5 580,45 
	5 675,30 
	5 735
	5 834
	5 936
	6 040
	6 145
	6 253
	6 364
	6 477

	Капитальные Вложения 
	млн.тг
	43,52 
	44,39 
	0,00 
	0,00 
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	1 187,87 
	1 165,14 
	1 140,48 
	1 120,55 
	1 093
	1 062
	1 026
	995
	948
	907
	865
	826

	Налог на сверхприбыль
	млн.тг
	1 149,78 
	1 094,29 
	1 032,88 
	980,62 
	919
	841
	753
	649
	509
	438
	345
	292

	Баланс НДС
	млн.тг
	1 541,13 
	1 524,68 
	1 515,25 
	1 502,65 
	1 485
	1 465
	1 443
	1 425
	1 395
	1 371
	1 346
	1 324

	Итого отток средств
	млн.тг
	9 321,35 
	9 316,76 
	9 269,06 
	9 279,12 
	9 231
	9 202
	9 158
	9 109
	8 998
	8 970
	8 919
	8 919

	Поток денежной наличности
	млн.тг
	2 347,72 
	2 284,80 
	2 264,92 
	2 212,38 
	2 148,971 
	2 094,57 
	2 039,99 
	2 015,90 
	1 983,94 
	1 901,33 
	1 837,88 
	1 745,78 

	Чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	822,86 
	728,01 
	656,07 
	582,59 
	514 
	456 
	404 
	363 
	324 
	283 
	248 
	214 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	708,96 
	618,80 
	550,15 
	481,96 
	420 
	367 
	321 
	284 
	251 
	216 
	187 
	159 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	659,85 
	572,19 
	505,40 
	439,88 
	381 
	331 
	287 
	253 
	222 
	189 
	163 
	138 

	Накопленный поток денежной наличности
	млн.тг
	29 834,13 
	32 118,93 
	34 383,85 
	36 596,22 
	38 745 
	40 840 
	42 880 
	44 896 
	46 880 
	48 781 
	50 619 
	52 365 

	Накопленная чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	18 579,19 
	19 307,20 
	19 963,26 
	20 545,85 
	21 060 
	21 516 
	21 920 
	22 282 
	22 607 
	22 889 
	23 138 
	23 352 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	17 517,10 
	18 135,90 
	18 686,05 
	19 168,01 
	19 588 
	19 955 
	20 275 
	20 560 
	20 810 
	21 026 
	21 213 
	21 372 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	17 039,64 
	17 611,83 
	18 117,23 
	18 557,11 
	18 938 
	19 268 
	19 555 
	19 808 
	20 030 
	20 219 
	20 382 
	20 520 











Продолжение таблицы 4.2.4 

	Составляющие
	Ед.изм
	2049
	2050
	2051
	2052
	2053
	2054
	2055
	2056
	2057
	2058
	2059

	1
	2
	27
	28
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37

	Выручка от реализации 
	млн.тг
	10 507
	10 192
	10 051
	9 931
	9 742
	9 544
	9 325
	9 095
	8 842
	8 082
	7 851

	Эксплуатационные затраты (без амортизации)
	млн.тг
	6 591
	6 576
	6 551
	6 655
	6 772
	6 926
	7 047
	7 136
	7 261
	6 888
	6 676

	Капитальные Вложения 
	млн.тг
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	773
	715
	693
	649
	589
	519
	452
	389
	314
	236
	233

	Налог на сверхприбыль
	млн.тг
	224
	169
	154
	116
	65
	21
	0
	0
	0
	0
	0

	Баланс НДС
	млн.тг
	1 292
	1 241
	1 220
	1 195
	1 158
	1 113
	1 071
	1 032
	984
	884
	860

	Итого отток средств
	млн.тг
	8 880
	8 700
	8 618
	8 616
	8 584
	8 579
	8 570
	8 556
	8 558
	8 008
	7 769

	Поток денежной наличности
	млн.тг
	1 626,86 
	1 492,04 
	1 433,52 
	1 315,27 
	1 158,23 
	964,32 
	755,15 
	538,33 
	283,91 
	73,70 
	82,55 

	Чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	182 
	151 
	132 
	110 
	88 
	67 
	48 
	31 
	15 
	3 
	4 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	133 
	109 
	94 
	78 
	61 
	46 
	32 
	21 
	10 
	2 
	2 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	115 
	94 
	80 
	65 
	51 
	38 
	27 
	17 
	8 
	2 
	2 

	Накопленный поток денежной наличности
	млн.тг
	53 991 
	55 483 
	56 917 
	58 232 
	59 391 
	60 355 
	61 110 
	61 648 
	61 932 
	62 006 
	62 088 

	Накопленная чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	23 534 
	23 685 
	23 818 
	23 928 
	24 016 
	24 083 
	24 131 
	24 162 
	24 176 
	24 180 
	24 183 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	21 505 
	21 615 
	21 709 
	21 786 
	21 848 
	21 893 
	21 926 
	21 946 
	21 956 
	21 958 
	21 960 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	20 634 
	20 728 
	20 808 
	20 873 
	20 925 
	20 963 
	20 989 
	21 006 
	21 014 
	21 016 
	21 018 




[bookmark: _Toc31877865][bookmark: _Toc241857439]4.3 Анализ расчетных коэффициентов извлечения газа и конденсата
Сопоставление утвержденного и рассчитанных коэффициентов извлечения газа и конденсата представлено в таблице 4.3.1.
Согласно постановлению ГКЗ РК утвержденные коэффициенты извлечения газа и конденсата по I объекту разработки составляют 0,512 и 0,328 соответственно, по II объекту разработки – 0,653 и 0,451.
Прогнозные технологические показатели разработки рассчитаны по 3 вариантам, различающиеся между собой размещением, количеством и типом добывающих скважин, вводимых в эксплуатацию, темпами отбора газа и конденсата. Исходя из экономических соображений оптимальным является 3 вариант разработки, согласно которому величина утвержденного КИ газа и КИ конденсата достигается в 2059г.
[bookmark: _Toc241857831]Таблица 4.3.1 - Сопоставление утвержденных и расчетных коэффициентов извлечения газа и конденсата
	Объект разработки
	КИ, утвержденный в ГКЗ РК
	Варианты разработки
	Коэффициенты извлечения, д.ед

	
	газа
	конденсата
	
	газа
	конденсата

	I
	0,512
	0,328
	1
	0,498
	0,322

	
	
	
	2
	0,494
	0,320

	
	
	
	3
	0,512
	0,328

	II
	0,653
	0,451
	1
	0,653
	0,451

	
	
	
	2
	0,653
	0,451

	
	
	
	3
	0,653
	0,451

	По месторождению в целом
	0,515
	0,329
	1
	0,501
	0,319

	
	
	
	2
	0,496
	0,318

	
	
	
	3
	0,515
	0,326
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ТЕХНОЛОГИЧЕСКИЕ И ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКИЕ ПОКАЗАТЕЛИ ВАРИАНТОВ РАЗРАБОТКИ

ПРОЕКТ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ АМАНГЕЛЬДЫ
[bookmark: _Toc31877866][bookmark: _Toc241857440]5. ТЕХНИКО-ЭКОНОМИЧЕСКИЙ АНАЛИЗ ПРОЕКТНЫХ РЕШЕНИЙ
[bookmark: _Toc31877867][bookmark: _Toc241857441]5.1 Технико-экономический анализ вариантов разработки, обоснование выбора рекомендуемого к утверждению варианта
[bookmark: _Toc78556669][bookmark: _Toc31877868]Технико-экономическая оценка проведена по трем вариантам разработки, отличающимся между собой различными технико-технологическими характеристиками и системой разработки месторождения. 
При принятых условиях и допущениях представленный проект экономически эффективен по всем рассматриваемым вариантам. Для выбора наилучшего варианта разработки месторождения проведено сравнение результатов основных технико-экономических показателей по альтернативным вариантам, приведенных в сводной таблице 5.1.
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[bookmark: _Toc241857832]Таблица 5.1 -Технико-экономические показатели основных вариантов разработки месторождения
	Наименование показателей
	Ед.изм.
	Величина показателей по вариантам

	
	
	1
	2
	3

	Рентабельный период
	период
	2026 - 2061
	2026 - 2058
	2026 - 2059

	Проектный уровень добычи природного газа
	млн.м3/год
	240,7
	240,7
	240,7

	Проектный уровень добычи конденсата
	тыс.тонн/год
	12,66
	12,66
	12,66

	Фонд скважин за весь срок разработки, в т.ч :
	ед.
	61
	63
	64

	добывающих
	ед.
	61
	63
	64

	Ввод новых скважин из бурения
	ед.
	0
	2
	3

	горизонтальных
	ед.
	0
	0
	1

	Газодобывающие скважины
	ед.
	0
	2
	2

	Накопленные показатели  
	 
	 
	 
	 

	добыча природного газа
	млн. м3
	5 368,51
	5 264,06
	5 698,42

	добыча конденсата
	тыс. т
	224,75
	220,95
	237,44

	Коэффициент извлечения газа
	%
	50,070
	49,629
	51,465

	Коэффициент извлечения конденсата
	%
	31,973
	31,756
	32,603

	Суммарная выручка от реaлизации
	млн. тг.
	353 828,6
	338 298,1
	367 020,9

	Капитальные затраты
	млн. тг.
	565,6
	2 576,1
	4 230,6

	в строительство скважин
	млн. тг.
	51,8
	1 806,4
	3 329,1

	в нефтепромысловое строительство
	млн. тг.
	513,8
	769,7
	901,5

	Эксплуатационные затраты (без амортизации )
	млн. тг.
	202 116,2
	188 890,9
	199 838,4

	производственные расходы
	млн. тг.
	98 171,8
	91 601,2
	96 774,8

	налоги и платежи, относимые на вычеты
	млн. тг.
	20 381,5
	19 419,7
	20 883,2

	непроизводственные расходы
	млн. тг.
	83 562,9
	77 870,0
	82 180,4

	Эксплуатационные затраты с учетом амортизации(вкл в с/с)
	млн. тг.
	208 395,5
	196 660,0
	210 031,1

	Эксплуатационные затраты с учетом амортизации(для налогообложения)
	млн. тг.
	209 011,2
	197 768,8
	210 368,0

	Поток денежной наличности
	млн. тг.
	58 626,0
	58 032,1
	62 088,5

	Поступления Государству
	млн. тг.
	52 020,5
	49 380,6
	56 961,0

	Чистые дисконтированные поступления, 10%
	млн. тг.
	22 826,1
	22 873,087
	24 183,485

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн. тг.
	20,9
	20,8
	22,0

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн. тг.
	20,0
	20,0
	21,0

	Чистые дисконтированные поступления Государства, 10%
	млн. тг.
	18 773,2
	18 830,5
	21 395,4

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн. тг.
	17,1
	17,1
	19,4

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн. тг.
	16,3
	16,4
	18,6

	Индекс доходности (PI)
	ед.
	104,660
	23,527
	15,676

	при ставке 10%
	ед.
	70,613
	12,041
	8,296

	при ставке дисконта в 11,5%
	ед.
	69,047
	11,343
	7,843

	при ставке дисконта в 12,23%
	ед.
	68,439
	11,047
	7,651



Выводы 
Проведенные расчеты показали, что за рентабельный период разработки самыми наилучшими технико-экономическими показателями обладает третий вариант, так как: 
· первый вариант - базовый вариант предполагает разработку месторождения без бурения скважин. Объемы добычи по первому варианту за рентабельный период минимальные и составили 5368,5 млн.м3 газа, что отразилось на уровне КИГ, который составляет 50,07%., NPV при ставке дисконта 10% равен 22826,1 млн. тенге; 
· второй вариант предусматривает бурение 2 добывающей скважины.. За рентабельный период проекта ожидается объем добычи газа – 5264,06 млн.м3, значение рентабельного КИГ – 49,63%. NPV, при ставке дисконта 10% - 22873,09 млн.тенге.
· третий вариант - предусматривает бурение 3 добывающих скважин. За рентабельный период проекта ожидается объем добычи газа – 5698,42 млн.м3, значение рентабельного КИГ – 51,46%. NPV, при ставке дисконта 10% - 24183,5 млн.тенге.
Проведенные технико-экономические расчеты показали, что по третьему варианту экономические показатели оказались лучше, чем по альтернативным вариантам разработки месторождения. По третьему варианту выше суммарная выручка от реализации, операционный доход, чистая прибыль, поток денежной наличности, величина чистой приведенной стоимости, выплат в бюджет Республики Казахстан. 
По результатам проведенного технико-экономического анализа наилучшими технико-экономическими показателями характеризуется третий вариант, который рекомендуется к реализации.
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ПРОЕКТ РАЗРАБОТКИ МЕСТОРОЖДЕНИЯ АМАНГЕЛЬДЫ	
[bookmark: _Toc241857442]6. ТЕХНИКА И ТЕХНОЛОГИЯ ДОБЫЧИ НЕФТИ И ГАЗА
[bookmark: _Toc31877869][bookmark: _Toc241857443]6.1 Обоснование выбора рекомендуемых способов эксплуатации скважин, устьевого и внутрискважинного оборудования. Характеристика показателей эксплуатации скважин
[bookmark: _Toc31877874]По состоянию на 01.07.2026г эксплуатационный фонд состоит из 44 скважин, все действующие.
Для герметизации устьев скважин и направления продукции в систему сбора, скважины оборудованы фонтанными арматурами. Устья скважин №№ 103, 106, 109, 113 оборудованы фонтанной арматурой Китайского производства (КQS 35/80-65), устья скважин №№ 101, 102, 104, 105, 107, 108, 110, 111, 112, 114, 115, 116, 118, 120, 121, 122, 123, 124, 125, 126,127, 128, 129, 130, 131, 132, 133, 134, 135, 136, 137, 138, 139, 140, 141, 142, 143, 144, 6-Г, 16-Г – Российского производства (АФК6-65-350), рассчитанной на рабочее давление 35 МПа. 
На дату проекта все скважины оборудованы лифтовой колонной диаметром 73 мм, кроме скважины № 116 с НКТ диаметром 89 мм и скважины № 110, оборудованной НКТ диаметром 60,3 мм. В скважинах №№115, 124 и 126 спущены ГНКТ 32мм.
Скважинах №№ 102 и 104 имеют открытый ствол, скважины №№ 106, 108, 114, 118, 119, 120, 122 оборудованы щелевыми фильтрами.
Пакерами оборудованы скважины №№ 101, 107, 108, 111, 112, 113, 114, 116, 122, 123, 124, 126, 127, 128, 129, 130, 131, 132, 133, 6Г, 16Г. 
За анализируемый период все действующие скважины работают без штуцера №№ 101, 102, 103, 104, 105, 106, 107, 108, 109, 110, 111, 112, 113, 114, 115, 116, 118, 120, 121, 122, 123, 124, 125, 126, 127, 128, 129, 130, 131, 132, 133, 134, 135, 136, 137, 138, 139, 140, 141, 142, 143, 144, 16Г, 6Г, устьевые давления скважин регулируются на входе УКПГ путем регулировки диаметра штуцера.
Показатели эксплуатации скважин на проектируемый период приведены в таблице 6.1.1.
[bookmark: _Toc241857833]Таблица 6.1.1 - Показатели эксплуатации добывающих скважин
	Показатели
	Годы

	
	2022
	2023
	2024
	2025
	2026

	Ввод скважин
	2
	1
	0
	2
	1

	Действующий фонд добывающих.скважин
	40
	41
	41
	43
	44

	Дебит газа, тыс.м3/сут,
	19,66
	17,82
	16,39
	14,90
	15,24

	Дебит конденсата, т/сут
	1,1
	0,97
	0,86
	0,78
	0,78

	Средний КГФ, г/м3
	53,6
	54,2
	52,6
	52,6
	50,9





Обоснование устьевых и забойных давлений, выбор режимов эксплуатации скважин. Обоснование выбора подъёмного лифта
По рекомендуемому к реализации варианту, скважины в период с 2026-2030г должны эксплуатироваться при среднем значении забойного давления 3,4 МПа. Учитывая, что проектируемые забойные давления гораздо ниже давления конденсации газа Pкг=8,28 МПа (давление конденсации близко к пластовому давлению), в скважине будут создаваться условия движения двухфазного потока. При выпадении из потока конденсата возможны осложнения при добыче, связанные с накоплением его на забое, что может привести к снижению дебита газа. Для выявления осложнений такого рода и разработки мероприятий по их предупреждению и устранению, в условиях разработки данного месторождения, необходимо рассмотреть характер и условия выпадения и возможного накопления конденсата на забое.
Для расчёта критической скорости выноса жидкости с забоя можно использовать формулу, выведенную на основе статистической обработки экспериментальных данных с учётом промысловых исследований.

Скорость газового потока необходимая для выноса конденсата с забоя, с учётом коэффициента запаса 1,2, при Рзаб = 6,3 МПа составляет 3,2 м/с. 
Поскольку газ в газовой залежи находится под большим пластовым давлением (Рпл= 10,2 МПа), то при вскрытии пласта он способен фонтанировать с большой скоростью. Таким образом, добыча газа и конденсата на месторождении будет производиться фонтанным способом, обусловленным запасом пластовой энергии и режимом разработки залежи. Правильность эксплуатации и обеспечение длительного и бесперебойного фонтанирования скважин заключается в том, чтобы обеспечить оптимальный дебит при возможно меньших гидравлических и технологических потерях. Для создания таких условий фонтанирования необходимо выбрать и обосновать фонтанный подъёмник (компоновку лифта) и согласовать работу пласта и подъёмника, учитывая проектные параметры (Qг, Pу, Pзаб, А, В), а также подобрать соответствующее наземное и подземное оборудование.
Решение задачи по определению и установлению оптимального режима работы скважин, а также выбор необходимого оборудования для его обеспечения связаны с проведением гидродинамических расчётов движения газожидкостного потока в подъёмных трубах с условием минимальных потерь давления в стволе скважины при заданном дебите.
Кроме того, выбор оборудования и режима работы скважин, для данного месторождения, проводится с учётом выноса с забоя скважины твёрдых и жидких частиц и возможной минимизации скоростного эрозионного потока. 
На рисунке 6.1.1 приведён график зависимости скорости потока от дебита газа для забойных (вынос твёрдых и жидких частиц) условий в НКТ диаметром 42 мм, 60,3 мм, 73 и 89 мм.
[image: ]
[bookmark: _Toc241857768]Рис. 6.1.1. – Зависимость скорости потока от дебита газа для забойных условий в НКТ по I объекту
Как видно из графика на рисунке 6.1.1, при забойном давлении 5,8 МПа жидкость (конденсат) с забоя скважин в подъёмниках с наружным диаметром 42 мм, 60,3 мм, 73 мм и 89 мм будет полностью выноситься при дебитах более 30,64 тыс. м3/сут,  67,86 тыс. м3/сут, 92,58 тыс. м3/сут и 137,61 тыс. м3/сут, соответственно. Поскольку в НКТ с наружным диаметром 60,3 мм создаются более выгодные условия выноса жидкости с забоя (при более низких дебитах) следует считать его обоснованным по забойным условиям работы подъёмника.
В таблице 6.1.2 приведена предлагаемая компоновка фонтанного лифта с указанием толщины стенок и глубины спуска НКТ.




Таблица 6.1.2 – Компоновка колонны насосно-компрессорных труб
	Наружный диаметр эксплуатационной колонны, мм
	Наружный диаметр лифтовой колонны, мм
	Толщина стенки НКТ, мм
	Глубина спуска НКТ, м

	168,3
	60,3
	5
	На 5 -10 м выше интервала перфорации



Выбор одноступенчатой компоновки лифтовой колонны, её размеры и глубина спуска основаны на том, что она обеспечивает:
•	максимальную отдачу скважины;
•	установку в скважине подземного оборудования, обеспечивающего эффективную и безопасную эксплуатацию скважины (пакер);
•	проведение необходимых исследовательских и ремонтных работ; 
•	проведение в скважинах геолого-технических мероприятий (промывки, физико-химической обработки пласта и НКТ;
•	достаточную сопротивляемость всем нагрузкам, возникающим в ходе различных операций, которые могут проводиться в течение всего срока службы скважины.
Глубина спуска насосно-компрессорных труб до интервала перфорации обусловлена тем, что при спуске над интервалом (на разную величину) возможна потеря дебита, поскольку увеличивается на этом участке трение на скольжение и уменьшается скорость потока, особенно в скважинах с невысокими дебитами. При спуске НКТ, перекрывая интервал перфорации, увеличивается возможность повреждения башмака колонны за счёт прямого воздействия мехпримесей, поступающих из пласта с флюидом (за счёт эрозии скоростного потока). Кроме того, не возникает опасность прихвата башмака колонны НКТ на забое.
На месторождении целесообразно применять для фонтанного подъёмника трубы марки «Д» по ГОСТ 633-80 гладкие с высаженными концами, рассчитанные по пределу текучести для равнопрочной одноступенчатой колонны по допустимой глубине спуска (3564 м). При расчёте учитывались дополнительные нагрузки при установке пакера и освоении скважины. Расчёт на прочность и предельная глубина спуска одноступенчатой колонны, составленной из труб одинаковой прочности при максимальных толщинах стенки, проведён с коэффициентом запаса прочности на растяжение 1.373. По стандарту API этой марке, соответствуют трубы С-75, с учётом величины растягивающих нагрузок, при которых напряжение в теле достигает предела текучести.


Обоснование выбора устьевого и внутрискважинного оборудования
Устьевое оборудование
Условиям рекомендуемого варианта Проекта и условиям эксплуатации месторождения отвечает фонтанная арматура крестового типа на рабочее давление 35 МПа, с условным проходом стволовой части ёлки – 80 мм и боковых отводов 65 мм, с ручным и автоматическим способом управления запорными устройствами (АФ6А – 80х65х35 по ГОСТ 13846-84 или соответствующая ей по классификации АНИ). Боковые выкиды арматуры оборудуются штуцеродержателями для установки щтуцеров и фонтанными клапанами или дроссельными устройствами. Компоновка устья скважины должна включать также следующее оборудование:
• панели управления (для автоматического закрытия задвижек центральной и отводящих линий), с обеспечением возможности эксплуатации при низких температурах; 
• систему нагнетания химреагентов в скважину, на случай применения антикоррозионной защиты внутренней поверхности НКТ и борьбы с гидратообразованием.
В настоящее время для герметизации устьев скважин и направления продукции в систему сбора, скважины оборудованы фонтанными арматурами Российского производства (АФК6-65-35), рассчитанными на рабочее давление 35 МПа. Скважины 1Г и 6Г оборудованы колонными головками ООК2-324х244х146.
Внутрискважинное оборудование
Условия эксплуатации газоконденсатного месторождения (глубина залегания продуктивных объектов, характеристика пород коллектора) определяют выбор подземного оборудования. 
Потенциальная опасность, связанная с содержанием СО2, требует установки скважинной системы безопасности. К этой системе относится клапан–отсекатель и пакер. 
Клапан–отсекатель и пакер должны удовлетворять следующим требованиям: быть съёмными, выполненными на рабочее давление не менее 14 МПа; посадочный ниппель клапана-отсекателя и уплотнительные манжеты пакера должны устанавливаться в эксплуатационной колонне на лифтовых трубах. Диаметр внутреннего проходного канала клапана–отсекателя и пакера должен позволять выполнение работ по интенсификации с помощью гибких труб, геофизических исследований и других технологических операций. Выбор клапана–отсекателя основан на том, что он должен эффективно действовать при возникновении аварийных ситуаций, связанных с повышением давления в выкидных линиях, возникновением пожара, уничтожением фонтанной арматуры и др. 
Клапаны–отсекатели устанавливаются на глубине до 50 м от устья, для более удобного их обслуживания и управления ими. 
Всё оборудование, спускаемое в скважину, должно изготавливаться из материала согласно AISI, в соответствии с условиями работы в агрессивной среде. 
Для наилучшего использования пластовой энергии и продления режима фонтанирования добывающие скважины оборудованы пакерами. В результате чего исключаются потери скорости, что способствует выносу жидкости с забоя, предупреждаются межколонные перетоки при негерметичности колонн и муфтовых соединений выше интервала перфорации и осуществляется защита внутренней части эксплуатационной колонны и наружной НКТ от воздействия агрессивных компонентов. 
Целесообразность установки защитного оборудования (клапан–отсекатель, пакер), определяет Недропользователь, в том числе и при получении новых данных по компонентному составу газа.
Учитывая, что при эксплуатации скважин данного месторождения могут возникнуть осложнения, связанные с накоплением жидкости на забое, особенно в скважинах с низкой продуктивностью, необходимо предусмотреть мероприятия по минимизации этих осложнений.
Для удаления жидкости, скапливающейся на забое газовых скважин, имеются различные методы, которые могут быть опробованы с целью определения самого эффективного для условий месторождения Амангельды. Методы удаления жидкости с забоев газовых скважин подразделяются на: механические (плунжерный лифт, различные модификации газлифта, автоматизированные продувки, диспергаторы и др.) и физико-химические (пенообразующие реагенты). Жидкость с забоя скважин может удаляться непрерывно и периодически. Выбор метода удаления жидкости обусловлен, геолого-промысловой характеристикой месторождения, конструкцией скважин, количеством и причинами поступления жидкости из пласта в скважину.
Для условий месторождения Амангельды рекомендуем опробовать использование в качестве подземного оборудования компоновку плунжер-лифта (рисунок 6.1.2).
Основой плунжерного лифта является использование свободного движения поршня, являющегося механическим разделителем фаз между пластовым газом и добываемой жидкостью, что значительно увеличивает производительность скважины.
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[bookmark: _Toc241857769]Рис. 6.1.2 – Схема компоновки и установки плунжер лифт
Преимущества метода:
· сравнительно низкая стоимость оборудования и работ по установке;
· кратное снижение количества газа на продувку ствола скважины;
· исключение потерь добычи газа и превышения дебита и депрессии на пласт при продувках.
[bookmark: _Toc241857444]6.2 Мероприятия по предупреждению и борьбе с осложнениями при эксплуатации скважин и промысловых объектов
[bookmark: _Toc31877877]Гидратообразование
При разработке газовых и газоконденсатных месторождений компоненты природного газа при определенных термобарических условиях, соединяясь с водой, образуют твёрдые кристаллические соединения – газовые гидраты.
Основными гидратообразующими компонентами, входящими в состав газа месторождения Амангельды являются: метан, этан, пропан, бутан и углекислый газ. Несмотря на то, что гидраты являются неустойчивыми соединениями углеводорода с водой, отлагаясь в стволе скважины, в системе сбора и транспорта газа, значительно уменьшают их пропускную способность вплоть до полного прекращения подачи газа.
От скважин до установки подготовки газа добываемая продукция транспортируется по выкидным линиям. Учитывая большую протяженность линий (до 3,4 км) и наличие свободной влаги, при снижении температуры ниже равновесных температур гидратообразования в выкидных линиях создаются благоприятные условия для образования гидратов. 
При проведении расчетов использованы универсальные эмпирические уравнения В. Г. Пономарева для природных газов с учетом их состава. 
Эти уравнения имеют следующий вид:
,

где:   - равновесная температура гидратообразования, 0С; 

         - устьевое давление, МПа;

         - коэффициент, зависящий от приведённой плотности, взят из табличного материала [16].

Приведённая плотность  определяется по формуле

,


где: ,  - мольная доля и относительная плотность гидратообразующих компонентов газа, соответственно.
Для рассчитанного состава газа и технологических характеристик работы скважин на рисунке 6.2.1 представлены равновесные параметры гидратообразования. Согласно рисунку, работа скважин в гидратном режиме будет осуществляться ниже кривой равновесия в присутствии свободной влаги.
К методам по предупреждению образования гидратов относятся: ввод ингибиторов в поток газа, осушка газа от паров воды, поддержание температуры газа выше температуры гидратообразования, поддержание давления ниже давления образования гидратов. Таким образом, устраняя какое – либо из основных условий существования гидратов: высокое давление, низкую температуру или свободную влагу, можно предупредить гидратообразование.
 [image: ]
[bookmark: _Toc241857770]Рисунок 6.2.1 – Равновесные параметры гидратообразования 
Существующие методы по ликвидации образовавшихся гидратов можно разделить на три группы:
- понижение давления ниже давления разложения;
- подогрев газа до температуры, превышающей температуру разложения;
- ввод ингибиторов в поток газа.
Исходя из вышеизложенного - подогрев газа, снижение давления и ввод ингибиторов можно использовать как для предупреждения, так и для ликвидации образовавшихся гидратов. Выбор методов определяется местом их накопления, количеством и характером гидратной пробки, составом гидрата, а также имеющимися средствами ликвидации.
В настоящее время для разрушения гидратов, образовавшихся на обратном клапане манифольда УКПГ, используется метод пропарки. 
На УКПГ для предупреждения гидратообразования в системе низкотемпературной сепарации перед теплообменником подается диэтиленгликоль, который исключает образование гидратов в турбодетандерном агрегате.
В 2019 г. выполнено «Моделирование системы сбора и транспортировки ТОО «Амангельды Газ» в программном продукте «Pipesim» компании «Schlumberger», в котором даны рекомендации по оптимизации закачки метанола с целью предупреждению образования гидратов. В частности, представлены результаты расчёта оптимального расхода метанола в зависимости от дебита газа и длины шлейфа.
Предотвращение и ликвидация межколонного давления (МКД)
Для недопущения осложнений, связанных с МКД в процессе эксплуатации скважин, необходимо обеспечить безопасные условия их работы.
За период 2020-2026 гг.  специалистами ТОО «CLINAL» проведены работы по исследованию, диагностике и ликвидации причин возникновения МКД на 8-х скважинах месторождения Амангельды. 
На основании проведённых исследований были определены причины возникновении МКД в данных скважинах. Это – миграция газов по микротрещинам в цементном камне между технической и эксплуатационной колонной (МКП1межколонное пространство) и между кондуктором и технической колонной (МКП2).
На скважине №132 в период с 12 октября по 14 ноября 2020 г. были проведены исследовательские, диагностические работы по определению причин возникновения и ликвидации МКД. Скважина находится в рабочем состоянии. Были проведены исследовательски-диагностические работы: осмотр скважины, высвобождение флюида из МКП (межколонное пространство), наблюдение КВД в МКП, определение приемистости МКП (межколонное пространство) скважины.
В период с 08.11.2020 г. по 09.11.2020 г. в скважину закачена герметизирующая жидкость с общим объемом 25 литров в верхнее МКП, и 20 литров в нижнее МКП.
По состоянию на 14 ноября 2020 г. после проведенных работ на скважине №132 зафиксированы показания манометра: Рмкп1 – 0 атм и Рмкп2 – 0 атм. Скважина под наблюдением. 
На скважине №6Г в период с 05 февраля по 17 февраля 2021 г. были проведены исследовательские, диагностические работы по определению причин возникновения и ликвидации МКД. 
В период 04-13 ноября 2020 г. в скважину была закачана герметизирующая жидкость общим объемом 35 литров в верхнее МКП под давлением 40-50 атм.  А также в период 03-09 декабря 2020 г. в верхнее МКП было дозакачано герметизирующей жидкости в объеме 45 литров под давлением 90-120атм. В период 14-27 декабря 2020 г. скважина была под совместным наблюдением представителей заказчика и подрядчика. 11 февраля 2021 г. в верхнее МКП было дозакачано герметизирующей жидкости в объеме 50 литров под давлением 80-110атм.
По состоянию на 14 февраля 2021 г. после проведенных работ на скважине №6г месторождения Амангельды, давление не зафиксировано, показания манометра: Рмкп1 – 0атм и Рмкп2 – 0 атм, скважина под наблюдением. Скважина находится под наблюдением. 
На скважине №104 в период с 14 сентября 2021 г. по 14 октября 2021 г. были проведены осмотр скважины, высвобождение флюида из Рмкд-2, наблюдение КВД в Рмкд2, определение приемистости Рмкд2 скважины.
По состоянию на 14 октября 2021 г. после проведенных работ на скважине №104 давление манометра Рмкд2 – 0 атм., все фланцы и запорная арматура смонтированы. Тех.манометры установлены на Рмкд2. Скважина №104 остаётся на дальнейшее наблюдение за ростом давления на Рмкд2.
На скважине №116 в период с 14 сентября 2021 г. по 14 октября 2021 г. были проведены осмотр скважины, высвобождение флюида из Рмкд1, наблюдение КВД в Рмкд1, определение приемистости Рмкд1 скважины.
По состоянию на 14 октября 2021 г. после проведенных работ на скважине №116, показания манометра Рмкд1 – 0 атм., все фланцы и запорная арматура смонтированы. Манометры установлены. Скважина №116 остаётся на дальнейшее наблюдение за ростом давления на Рмкд-1.
На скважине №124 в период с 14 сентября 2021 г. по 14 октября 2021 г. были проведены осмотр скважины, высвобождение флюида из Рмкд2, наблюдение КВД в Рмкд2, определение приемистости Рмкд2 скважины.
По состоянию на 14 октября 2021 г. после проведенных работ показания манометра Рмкд2 – 0 атм., все фланцы и запорная арматура смонтированы. Манометры установлены.
 На скважине №108 в период с 11 октября 2020 г. по 7 апреля 2021 г. были проведены исследовательски-диагностические работы. По состоянию на 7 апреля 2021 г. после проведенных работ на скважине №108 месторождения Амангельды все фланцы и запорная арматура смонтированы. Манометры установлены. Зафиксированы показания манометра: Рмкп1 – 0 атм. И Рмкп2 – 27 атм. 
На скважине №114 в период с 14 июня 2020 г. по 7 апреля 2021 г. были проведены исследовательские диагностические работы по определению причин возникновения и ликвидации МКД. По состоянию на 7 апреля 2021 г. после проведенных работ на скважине №114 месторождения Амангельды зафиксированы показания манометра: Рмкп1 – 99 атм. И Рмкп2 – 0 атм. 
На скважине №131 в период с 13 июня 2020 г. по 8 апреля 2021 г. были проведены осмотр скважины, высвобождение флюида из МКП, наблюдение КВД в МКП, определение приемистости МКП скважины. По состоянию на 7 апреля 2021 г. после проведенных работ на скважине №131 месторождения Амангельды зафиксированы показания манометра: Рмкп1 – 0 атм. И Рмкп2 – 15 атм.
Увеличение продуктивности
Для интенсификации притока на месторождении Амангельды применяют метод гидроразрыва пласта (ГРП). За период 2022-2026г ГРП проведено на скважинах №№ 137, 138, 139, 140, 141, 142.
Все работы проводились в соответствии с индивидуальными программами, составленными с учётом характеристик каждой скважины. 
Работы по ГРП проводились специалистами и по технологиям сервисных компаний ТОО «Петро Велт Технолоджис Казахстан» (с применением проппанта Fores ForeProp), ТОО «Petro Welt Technologies Kazakhstan» (с применением проппанта Well Prop) и ТОО «Шлюмберже Центральная Азия» (по технологии «HiWAY»).
Мощность обрабатываемых интервалов, объёмы закачанных рабочих агентов и давление разрыва, глубина установки пакера для всех проведённых скважинно-операций представлены в таблице 6.2.1.
Оценка эффективности работ нами проводилась по следующим факторам:
· по изменению дебита газа и газоконденсата;
· по значению проницаемости и скин-фактора скважин до и после проведения обработок.
Оценка состояния призабойной зоны скважин до и после ГРП проведена по результатам интерпретации гидродинамических исследований методом КВД.
Исследования позволяют определить такие параметры пласта как проницаемость, скин-фактор и геометрию зоны дренирования. В таблице 6.2.2 приведены значения скин-факторов и коэффициентов проницаемости. 
Сравнить результаты гидродинамических исследований до и после ГРП возможно по скважинам №№ 137, 138 и 140. Из таблицы видно, что после проведённой работы на скважине произошло существенное увеличение значения коэффициента проницаемости и улучшение состояния призабойной зоны.
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[bookmark: _Toc241857834]Таблица 6.2.1– Технологические параметры ГРП
	№№ скв.
	Дата ГРП
	Глубина установки пакера, м
	Интервал перфорации, м
	Мощность обрабатываемого интервала, м
	Объёмы закачанных реагентов
	Максимальное давление обработки, МПа
	Общая закреплённая длина трещины, м
	Средняя закреплённая высота трещины, м

	
	
	
	
	
	Ко-во проппанта, т
	Объём геля, м³
	Объём продавки, м³
	
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11

	137
	25.12.2022
	1974
	2087-2089
2099-2103. 2104-2113. 2118-2125. 2126.5-2128. 2129-2142.
	36,5
	4
	329,4
	11,9
	 37
	110
	45

	140
	17.12.2022
	2199
	2235.5-2249.5. 2253.5-2278.5
	39
	50
	356
	10,9
	 33,4
	72,5
	38

	138
	26.02.2023
	2138
	2191.0-2194.0
2199.0 2202.0
2204.0 2213.0
2215.0 2222.0
2227.0 2231.0
2234.0 2235.0
2237.0 2254.0
	44
	66
	335,8
	7,8
	37
	140,1
	52,5

	139
	07.02.2023
	2042
	2084.0 2087.0
2089.0 2093.0
2099.0 2106.0
2110.0 2119.0
	23
	63
	338,4
	6,3
	49,6
	122,8
	45

	141
	11.11.2023
	2220
	2252 - 2260 2263 - 2268 2273 - 2298
	38
	60
	210,4
	10,7
	26
	200,9
	28,2

	142
	01.09.2025
	2046
	2076-2078; 2080-2081; 2082-2087 2090 2093; 2097-2104; 2109-2120; 2123-2125
	31
	60
	213,6
	7,4
	27
	109,2
	44,5
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[bookmark: _Toc241857835]Таблица 6.2.2 – Результаты ГРП
	№ скв
	Дата ГРП
	До ГРП
	После ГРП

	
	
	Дата исследования
	К проницаемости, 10-3*мкм2
	Sо (скин-фактор)
	Дебит газа, тыс. м³/сут
	Дата исследования
	К проницаемости, 10-3*мкм2
	Sо (скин-фактор)
	Дебит газа, тыс. м³/сут

	137
	21.12.2022
	13.11.2021
	0,05
	-1,12
	11,5
	25.12.2024
	1,19
	-4,5
	46,1

	140
	17.12.2022
	05.11.2022
	0,01
	9,35
	0,5
	29.12.2022
	14,2
	3,42
	27,6

	138
	26.02.2023
	08.02.2022
	0,12
	-1,56
	6,4
	07.07.2025
	1,27
	-3,84
	26,1

	139
	07.02.2023
	09.10.2022
	-
	-
	1,3
	14.03.2023
	0,2
	-0,52
	3,0

	141
	11.11.2023
	-
	-
	-
	-
	14.07.2025
	0,06
	-4,18
	21,6

	142
	01.09.2025
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	31,6
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[bookmark: _Toc241857445]6.3 Рекомендации к системе сбора и промысловой подготовки продукции скважин
[bookmark: _Toc241857446]6.3.1 Основные требования к системе внутрипромыслового сбора
Существующая система сбора и подготовки
В настоящее время на месторождении Амангельды обустроены следующие основные объекты и сооружения:
· Добывающие скважины; 
· Шлейфы диаметром 89 мм и 108 мм от скважин до приемного манифольда УКПГ; 
· Установка комплексной подготовки газа (УКПГ) производительностью 700 млн.м3/год;
· Конденсатопровод до ТОО «Амангельдинский ГПЗ»;
· Магистральный газопровод «Амангельды-КС5» протяженностью 193 км, диаметром 500 мм, пропускной способностью - 700 млн. м3 в год.
В основу системы сбора заложена лучевая схема с манифольдной станцией, расположенной непосредственно на УКПГ (рис.6.3.2). 
Индивидуальный замер добываемой продукции скважин осуществляется периодически через тестовый сепаратор, расположенный на УКПГ. 
На устьях скважин для предотвращения образования гидратов в выкидные линии вводится метанол. На выкидных линиях предусмотрены клапаны-отсекатели.
На приустьевых площадках скважин на расстоянии 30 метров от устья установлены свечи сброса газа. 
Принципиальная схема системы сбора представлена на рисунке 6.3.1. 
[image: ]
[bookmark: _Toc241857771]Рисунок 6.3.1 – Принципиальная схема системы сбора 
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[bookmark: _Hlk236999237][bookmark: _Toc241857772]Рисунок 6.3.2 – Принципиальная технологическая схема УКПГ
Подготовка газа и газового конденсата осуществляется на действующей установке комплексной подготовки газа (УКПГ) месторождения Амангельды, производительностью 700 млн.м3/год. Технологическая схема подготовки на УКПГ представлена в приложении 19.
На УКПГ газожидкостная смесь поступает в блок входных манифольдов. Далее, общим потоком направляется во входной сепаратор, где производится основное разделение на газовую и жидкую фазы и подготовка на самостоятельных технологических линиях товарного газа и стабильного конденсата для сдачи потребителю по магистральным газопроводным системам.
Подготовка газа осуществляется методом низкотемпературной сепарации. Для получения низкой температуры, необходимой для обеспечения процесса, в НТС, наряду с дроссельным клапаном предусмотрено предварительное охлаждение газа в последовательных теплообменниках «газ-конденсат» Е-202/Е-302 и «газ-газ» Е-203/Е-303.
Фактическая температура газового потока в холодном сепараторе должна поддерживаться на уровне минус 10-12оС. Для введения в процесс дополнительного холода используется холодильная установка.
[bookmark: _Hlk236999267]В состав установки входят пропаново - холодильная установка и компрессорная установка. Компрессорная установка состоит из 2-х компрессоров со вспомогательным оборудованием, блока технологического оборудования и воздушного конденсатора сжатого пропана.
Также в холодильной установке имеются два испарителя пропана, являющиеся источником холода для системы подготовки газа на существующей УКПГ.
Для снижения температуры гидратообразования и обеспечения безгидратного режима движения на вход теплообменников Е-202/Е-302, Е-203/Е-303 и Е-1000А/В впрыскивается водный раствор диэтиленгликоля.
Охлажденные потоки газа вновь смешиваются между собой, к ним добавляются также газы выветривания из разделителя S-205 (S-305) и смесь подается в НТС S-204 (S-304).
Осушенный в НТС товарный газ подогревается в теплообменнике «газ-газ» и подается в систему подогрева товарного газа (Е-1601), далее, через узел замера направляется в магистральный газопровод.
Поток жидкой фазы после входного сепаратора поступает в трехфазный сепаратор S-205/305 и S-206/306, далее подогревается, и направляется в стабилизационную колонну для подготовки до необходимых требований. Газ дегазации возвращается на линию подготовки газа, где объединяется с потоком холодного газа перед НТС. 
Переработка (утилизация) факельного газа осуществляется на УПГ производительностью 4,38 млн. нм3. На УПГ-4,38 применена технология компримирования и осушки от влаги сырьевого газа методом адсорбции, а также его переработка методом низкотемпературной конденсации с использованием деэтанизатора и холодильной машины. Цель создания установки – улучшение экологической обстановки с одновременным сбережением углеводородного сырья. На УПГ-4,38 получают отбензиненный осушенный товарный газ и сжиженный газ - пропан-бутановая смесь (СПБТ).
В результате подготовки газа на УКПГ получают следующую продукцию: 
· очищенный и осушенный природный газ, подаваемый в газопровод (требования к качеству подготовки газа: в соответствии с СТ РК 1666-2007, точка росы при давлении 4,0 МПа – минус 3-5°С, без одоризации).
· стабильный газовый конденсат (требования к качеству подготовки конденсата: в соответствии с СТ РК 2188-2012, упругость паров не более 700 мм рт.ст.).
УКПГ месторождения Амангельды эксплуатируется в соответствии с Технологическим регламентом, разработанным в 2021 г., содержащим все необходимые разделы по технологии, автоматике, регулированию процесса.
Конденсат отгружается в автоцистерны через наливную эстакаду УКПГ и реализуется покупателем.
Подготовленный до товарного качества (СТ РК 1666-2007) природный газ с УКПГ подается через замерной узел в магистральный газопровод «Амангельды-КС5», принадлежащий АО «Интергаз Центральная Азия». Протяженность трассы трубопровода составляет около 193 км, диаметр Ду 500 мм, пропускная способность - 700 млн. м3 в год. 
При проектировании системы сбора продукции фонда скважин на месторождении для ее оптимизации и учета требований к ней необходимо выполнение следующих рекомендаций:
· все наземные участки трубопроводов должны быть оснащены теплоизоляцией, система выкидных линий должна быть заглублена на глубину ниже глубины промерзания грунта.
· все технологические объекты должны быть оснащены системами автоматического регулирования, сигнализации по верхнему и нижнему уровню давления, системой аварийного остановка, срабатывающего при нарушении технологического режима.
Шлейфы рекомендовано прокладывать в подземном исполнении на глубине 1,4 м и классифицировать по ВСН 51-3-85 как газопроводы III класса, III категории.
Рекомендуется антикоррозионное, трёхслойное, полиэтиленовое покрытие шлейфов по DIN30670-91. 
Рекомендуется предусмотреть на устье скважин возможность дозирования ингибитора гидратообразования.
[bookmark: _Toc31877879][bookmark: _Toc241857447]6.4 Рекомендации к разработке программы по переработке (утилизации) газа
[bookmark: _Toc447617730]Переработка (утилизация) факельного газа осуществляется на УПГ производительностью 4,38 млн. нм3. На УПГ-4,38 применена технология компримирования и осушки от влаги сырьевого газа методом адсорбции, а также его переработка методом низкотемпературной конденсации с использованием деэтанизатора и холодильной машины. Цель создания установки – улучшение экологической обстановки с одновременным сбережением углеводородного сырья. На УПГ-4,38 получают отбензиненный осушенный товарный газ и сжиженный газ - пропан-бутановая смесь (СПБТ).
После переработки весь объем возвратного (осушенный) товарного газа направляется в магистральный газопровод, при этом часть товарного газа через блок топливного газа отбирается для обеспечения собственных технологических нужд месторождения. Незначительные объемы газа непрерывно подаются на дежурную горелку в качестве технологически неизбежных потерь для предотвращения образования взрывоопасной смеси при аварийных ситуациях, а также в период проведения ремонтно-профилактических работ.
В соответствии с существующим положением в системе сбора и подготовки на данном этапе разработки основными объектами потребления газа на промысле месторождения Амангельды являются:
· Водогрейный котел МГ-500 ст.№1;
· Водогрейный котел МГ-500 ст.№2;
· Водогрейный котел Буран Бойлер «CRONOS» КВа-750 ЛЖ/Гн №1;
· Водогрейный котел Буран Бойлер «CRONOS» КВа-750 ЛЖ/Гн №2;
· Ребойлер ДЭГ Е-506 ЦУПГ;
· Ребойлер ДЭГ Е-606 ЦУПГ;
· Печь подогрева терминола Н-803В;
· Печь подогрева терминола Н-803А;
· Паровой котел КП -0,7-0,8;
· Газопоршневая автоматическая электростанция «Звезда…».
Ниже, в таблице 6.4.1 представлен расход газа на собственные нужды по объектам потребления газа по месторождению Амангельды.
Таблица 6.4.1 – Расход газа на собственные нужды
	№
пп
	Название оборудования
	Коли-чество
	Расход газа, м3/час
	2026

	
	
	
	
	Время работы оборудования 
	Расход на собственные нужды, 
 м3

	
	
	
	
	дней
	часов
	

	1
	Водогрейный котел МГ-500 ст.№1
	1
	80
	90
	2160
	172 800

	2
	Водогрейный котел МГ-500 ст.№2
	1
	80
	90
	2160
	172 800

	3
	Водогрейный котел Буран Бойлер «CRONOS» КВа-750 ЛЖ/Гн №1
	1
	22,5
	182
	4362
	98 280

	4
	Водогрейный котел Буран Бойлер «CRONOS» КВа-750 ЛЖ/Гн №2
	1
	22,5
	183
	4392
	98 820

	5
	Ребойлер ДЭГ Е-506 ЦУПГ
	1
	4,5
	183
	4392
	19 764

	6
	Ребойлер ДЭГ Е-606 ЦУПГ
	1
	4,5
	182
	4362
	19 656

	7
	Печь подогрева терминола Н-803В
	1
	60
	183
	4392
	263 520

	8
	Печь подогрева терминола Н-803А
	1
	60
	182
	4362
	262 080

	9
	Паровой котел КП -0,7-0,8
	1
	83,5
	26
	624
	52 104

	10
	Газопоршневая автоматическая электростанция «Звезда…»
	1
	388
	90
	2160
	108 000

	ИТОГО
	1 267 824



Баланс расхода сырого газа месторождения Амангельды на собственные технологические нужды и сдачи газа потребителям на период 2026-2030 гг., приведён в таблице 6.4.2.


[bookmark: _Toc1572486][bookmark: _Toc42787976]Таблица 6.4.2 – Баланс сырого газа в период 2026-2030гг.
	Период разработки
	Добыча сырого газа, млн.м3
	Потребление газа на собственные нужды, млн.м3
	Объемы сбрасываемого газа на дежурную горелку УКПГ (технологически неизбежные потери газа)
	Сдача газа потребителям, млн.м3

	2026
	240,7
	1,267 824
	0,78877
	238,6

	2027
	226,2
	1,267 824
	0,78877
	224,1

	2028
	216,9
	1,267 824
	0,78877
	214,8

	2029
	229,9
	1,267 824
	0,78877
	227,8

	2030
	236,5
	1,267 824
	0,78877
	234,4


Как следует из приведенного баланса, весь добытый сырой газ, за исключением использованного на собственные технологические нужды, сдается потребителям.



[bookmark: _Toc31877882][bookmark: _Toc241857448]7. РЕКОМЕНДАЦИИ К КОНСТРУКЦИЯМ СКВАЖИН И ПРОИЗВОДСТВУ БУРОВЫХ РАБОТ, МЕТОДАМ ВСКРЫТИЯ ПЛАСТОВ И ОСВОЕНИЯ СКВАЖИН
[bookmark: _Toc31877883][bookmark: _Toc241857449]7.1 Рекомендации к конструкциям скважин и производству буровых работ
[bookmark: _Toc31877884]Требования к конструкции скважин вытекают из горно-геологических условий проводки скважин на месторождении и их назначения. Бурение проектной скважины планируются на меловые горизонты. 
Глубина спуска обсадных колонн определяется геологическими условиями, в которых бурится скважина. Фактическая глубина башмака обсадной колонны различна для разных скважин - она зависит от залегания продуктивного пласта. Однако для большинства скважин глубина будет определяться одним и тем же фактором - свойствами встретившегося разреза. Конструкция скважин проектируется в соответствии с действующими инструктивно-методическими документами, и предусматривает: 
[bookmark: _Toc241857836]Таблица 7.1.1 – Конструкция вертикальных скважин
	[bookmark: _Hlk110619710]Наименование колонн
	Диаметр, мм
	Глубина спуска колонны, м (по вертикали/по стволу)
	Высота подъема цемента, м

	
	Долота
	Колонны
	
	

	Направление
	444,5
	339,7
	50
	До устья

	Кондуктор
	295,3
	244,5
	300
	До устья

	Эксплуатационная
	215,9
	168,3
	1600 (±250)
	До устья



В данной работе предлагается бурение одной горизонтальной скважины для уточнения технологических показателей разработки месторождения. а также в таблице 7.1.2 представлены конструкция горизонтальных скважин предусмотренных в рамках настоящего проекта. 
[bookmark: _Hlk100222998]Таблица 7.1.2 – Рекомендуемая конструкция горизонтальных скважин
	[bookmark: _Hlk110619770]Наименование колонн
	Диаметр, мм
	Глубина спуска колонны, м (по вертикали/по стволу)
	Высота подъема
цемента, м

	
	Долота
	Колонны
	
	

	Направление
	490
	426
	30
	До устья

	Кондуктор
	393,7
	323,9
	450
	До устья

	Техническая колонна
	295,3
	244,5
	1300
	До устья

	Экс. колонна
	215,9
	168,3
	2300 / 2600
	До устья



Примечание:
•	глубина спуска эксплуатационной колонны зависит от глубины залегания целевого продуктивного горизонта;
•	Точка отклонения выбирается исходя из вертикальной глубины, интенсивность набора зенитного угла и точки продуктивных горизонтов, при необходимости предусматривается начало искривления при бурении под техническую колонну;
[bookmark: _Toc241857450]7.1.1 Параметры бурового раствора
Требования к буровому раствору и выбор типа промывочной жидкости
	Интервал обсадной колонны
	Кондуктор
	Эксплуатационная колонна

	Диаметр ствола/колонны, мм 
	295,3/244,5
	215,9/168,3

	Тип раствора
	Ингибированный KCl полимерный раствор
	Ингибированный KCl полимерный раствор

	плотность раствора (г/см3) 
	1,15-1,18
	1,18-1,24 


Буровой раствор должен обладать следующими свойствами 
- обеспечивать быстрое и бесперебойное бурение всех интервалов скважины;
- при контакте со стенками скважины обеспечивать их устойчивость, не допускать разбухания глин;
- обладать хорошими реологическими свойствами для качественной очистки забоя от выбуренной породы;
- обеспечивать качественное вскрытие продуктивных горизонтов и бурение с низким риском аварий;
- не допускать приток углеводородов, воды, сероводорода; 
- обеспечивать качественное цементирование обсадных колонн;
- оказывать минимальное воздействие на окружающую природную среду;
- обеспечивать минимальный уровень образующихся отходов.
При выборе промывочной жидкости необходимо учитывать возможные осложнения, которые могут встретиться при бурении скважин.
Учитывая требования к буровым растворам, возможные осложнения в процессе бурения, а также наличие в разрезе легко диспергирующихся и водо-чувствительных глин, бурение продуктивных горизонтов необходимо производить полимерными системами, которые должны иметь низкое содержание твердой фазы, а применяемые для обработки химреагентов должны быть биоразлагаемыми. Утяжелители и закупоривающие агенты, применяемые для предупреждения и ликвидации поглощений, должны быть кислоторастворимыми. Для более качественной очистки ствола от выбуренной породы в процессе бурения и перед спуском колонн прокачивать вязкие порции глинистого раствора в объеме1-2м3.
Окончательное решение о типе и параметрах бурового раствора будет приниматься при разработке технических проектов на бурение скважин, и корректироваться в процессе бурения, с учетом последних данных о пластовых давлениях для каждой скважины.
Одними из широко распространенных осложнений при бурении скважин на месторождении являются водопроявления, сужение ствола скважины, поглощения бурового раствора. Они встречаются при бурении мезозойских горизонтов. Поглощение бурового раствора более опасным становится в осложненных условиях в зонах резкого перепада давлений (при наличии горизонтов с аномально-высокими и аномально-низкими пластовыми давлениями), так как вследствие поглощения могут возникнуть и проявления в скважине в ее верхних горизонтах. В этих условиях, с целью предупреждения осложнений становится вынужденным бурение скважин в режимах, ближе к равновесному бурению, с использованием ингибированных буровых растворов с низким содержанием твердой фазы и минимальной фильтрацией. 
С целью сохранения и регулирования технологических показателей бурового раствора (особенно для регулирования содержания твердой фазы и плотности бурового раствора) предусматривается обязательное применение трехступенчатой системы очистки от выбуренной породы: вибросито, песко - и илоотделителя, а также четкое и точное соблюдение параметров раствора при бурении ствола под эксплуатационную колонну. 
  Тампонажные работы:
- использование в качестве тампонажного материала высококачественного тампонажного цемента с повышенной сульфатостойкостью типа (I (HSR) (в соответствии со стандартом АНИ) и тампонажного портландцемента типа ПЦТ-G (ГОСТ 1581-2019);
- обеспечение плотности тампонажного раствора, соответствующей требованиям технических проектов на строительство скважин, и стабилизации раствора во время всего процесса цементирования путем применения осреднительной емкости и станции контроля цементирования СКЦ-3М;
- выбор соответствующих реологических свойств тампонажного раствора для обеспечения оптимального режима течения (турбулентного или ламинарного) для наиболее полного вытеснения остатков бурового раствора и буферной жидкости;
- использование эффективных химических реагентов для регулирования свойств тампонажных растворов (понизители водоотдачи, диспергаторы, ускорители и замедлители сроков схватывания и т.д.) и получения качественного тампонажного камня (ввод расширителей типа НРС или аналог СИГБ до 2%).
	В соответствии с конструкциями скважин, предлагается цементирование скважин производить по следующей схеме.
Направление323,9 цементируется тампонажным раствором с использованием цемент– типа G. Тампонажный раствор должен иметь низкую водоотдачу (не более 50 см3/30 мин по стандарту АНИ) и водоотделение (не более 1 %) ускоренное формирование цементного камня с целью сокращения времени ОЗЦ, улучшения качества крепления и предотвращения заколонных флюидопроявлений. Для регулирования свойств тампонажного раствора использовать понизители вязкости (диспергаторы) типа лигносульфонатов, понизители водоотдачи на полимерной основе, ускорители срока схватывания.
Тампонажный раствор – с нормальной плотностью (1,56 г/см3), для раннего набора прочности в качестве добавки применяются ускорители сроков схватывания, понизители водоотдачи, диспергаторы.
 Кондуктор 244,5 цементируется тампонажным раствором с использованием цемент– типа G. Тампонажный раствор должен иметь низкую водоотдачу (не более 50 см3/30 мин по стандарту АНИ) и водоотделение (не более 1 %) ускоренное формирование цементного камня с целью сокращения времени ОЗЦ, улучшения качества крепления и предотвращения заколонных флюидопроявлений. Для регулирования свойств тампонажного раствора использовать понизители вязкости (диспергаторы) типа лигносульфонатов, понизители водоотдачи на полимерной основе, ускорители срока схватывания.
Тампонажный раствор – с нормальной плотностью (1,80 г/см3), для раннего набора прочности в качестве добавки применяются ускорители сроков схватывания, понизители водоотдачи, диспергаторы.
Эксплуатационная колонна 168,3 цементируется следующим образом:
На начало цементирования закачать в скважину буферную жидкость (вода и водный раствор ПАА - 0,03% концентрация 5м3 + 3м3 ПАА).
Используется тампонажный раствор с двумя порциями, облегченный с плотностью 1,56 г/см3 и нормальной плотности 1,85 г/см3. Тампонажный раствор должен иметь низкую водоотдачу (не более 30 см3/30 мин по стандарту АНИ) и водоотделение (не более 1 %). В качестве добавок применять понизители водоотдачи, диспергаторы, замедлители, а в качестве расширителя НРС или аналог СИГБ до 2 %.
При подготовке ствола скважины для цементирования необходимо выполнить несколько важных технологических мероприятий, а именно:
1. Принудительную кольматацию высокопроницаемых водопроявляющих пластов для предотвращения поглощения раствора и предупреждения прихватов бурильного инструмента.
2. Обеспечение минимального разрыва во времени между окончанием процесса проработки ствола и началом процесса цементирования.
3. Наличие на буровых постоянного запаса бурового раствора в объеме соответствующей объему очередной обсадной колонны.
Для обеспечения заданных плотностей цементного раствора, регулирования реологических свойств, и обеспечения оптимального режима течения (турбулентного или ламинарного) во время всего процесса цементирования рекомендуется применение осреднительной емкости типа ОСР, блока манифольда БМ-700 и станции СКЦ-3М. Ввод в цементный раствор понизителей водоотдачи, замедлителей срока схватывания и расширителей цемента позволило бы более точно регулировать свойства тампонажного раствора и получить прочный цементный камень. Сроки схватывания цемента не должны превышать 4 часов, а в качестве замедлителя срока схватывания цементного раствора рекомендуется использовать НТФК в объеме 0,3-0,4 % по массе к сухому цементу. 
Для создания равномерного цементного камня в кольцевом пространстве в технологическую оснастку обсадных колонн рекомендуется включить центраторы, скребки и турбулизаторы потока строго в соответствии с нормами и требованиями Технического проекта на бурение скважин. Места установки элементов технологической оснастки можно будет уточнить после проведения геофизических исследований.
[bookmark: _Toc241857451]7.2 Требования к методам вскрытия продуктивных пластов и освоения скважин
С целью предотвращения возможных осложнений в процессе бурения, первичное вскрытие продуктивные пластов предполагается осуществить на химически обработанном буровом растворе, строго соблюдая его проектные параметры.
При этом репрессия на пласт не должна превышать 5% пластового давления. С этой целью, вскрытие поглощающего горизонта следует производить только после полного выравнивания параметров бурового раствора. В противном случае, неизбежно происходит потеря бурового раствора, потеря циркуляции, особенно в интервале с низким градиентом пластового давления.  
Основные требования, предъявляемые к жидкостям для вторичного вскрытия продуктивных пластов:
· Создание достаточного противодавления на пласт, для предупреждения нефтегазопроявлений после вторичного вскрытия перфорацией, не вызывая при этом поглощений этих жидкостей пластом;
· Недопущение кольматации перфорационных каналов и околоствольной зоны пласта (ОЗП).
На основе анализа сравнительных показателей различных кумулятивных перфораторов для вторичного вскрытия продуктивных пластов рекомендуется применить перфорационные системы фирмы Шлюмберже PowerJet 41/2HMX, с плотностью зарядов 16 отв. на м2, прошедшие апробацию и показавшие хорошие результаты не только на месторождениях стран дальнего зарубежья, но и на месторождениях Казахстана.
Достоинствами перфорационных систем PowerJet НМХ являются:
глубина проникновения зарядов составляет от 1,2 до 3 м, в зависимости от условия залегания коллектора, и как следствие, зона проникновения фильтрата промывочной жидкости минимально влияет на продуктивность скважины;
интервал перфорации превышает 5 м, что значительно уменьшает времени спускоподъемных операций;
проводится «чистая» перфорация за счет депрессии на пласт, позволяющая снизить до минимума негативные факторы, связанные с прострелочно-взрывными работами, прежде всего засорения каналов и самой породы продуктами взрыва.
Промысловой практикой и научно-исследовательскими работами подтверждено, что дебит скважины будет больше в том случае, если при проведении перфорационных работ применять чистые жидкости (техническая или минерализованная вода, нефть) и, если будет обеспечена промывка перфорационных каналов обратным потоком пластового флюида из пласта в скважину. А это достигается при перфорации с перепадом давления, направленного в сторону ствола скважины, а не в пласт.
Для снижения вредного воздействия, оказываемого буровым раствором на продуктивный пласт во время бурения, и исключения вредного воздействия перфорационной жидкости во время перфорации при репрессии, рекомендуем перфорировать продуктивные пласты, при депрессии на пласт, в среде чистой жидкости перфораторами, спускаемыми на насосно-компрессорных трубах. Поэтому в качестве промывочной и перфорационной жидкости рекомендуются:
Направление – бурение вести с использованием технической воды.
Кондуктор -   бурение под колонну, для недопущения осложнений и перекрытия зон поглощений, водопроявления и газопроявления техногенного характера следует производить заранее приготовленным полимерным раствором, стабилизированным реагентами для уменьшения водоотдачи бурового раствора, глинизации стенок скважины и предупреждения проникновения фильтрата в пласт. В случае возникновения поглощений бурового раствора использовать 2-3 вида наполнителей с различными размерами частиц (зернистые, волокнистые, чешуйчатые) в количестве 2 % к объему бурового раствора. Для поддержания щелочности бурового раствора на уровне рН=9,0–10,0 вводить каустическую соду (NaOH). По окончании бурения ствол скважины необходимо промыть в течение двух циклов с целью дополнительной очистки ствола скважины от выбуренной породы.
Обработка бурового раствора осуществляется путем «самозамеса», что не явно желательно. Имеющиеся на буровой химические реагенты завозятся в жидком состоянии и их качество определить не представляется возможным, поэтому необходимо периодически направлять пробы реагентов и бурового раствора в стационарную лабораторию для проведения анализа на соответствие ГОСТам. На многих буровых отсутствуют очистное оборудование, гидроциклоны и центрифуги, поэтому с целью сохранения и регулирования технологических показателей бурового раствора (особенно по поддержанию твердой фазы, плотности и вязкости бурового раствора), необходимо предусмотреть в комплекте буровой установки обязательное наличие трехступенчатой очистной системы: вибросито, пескоотделитель, илоотделители и, по возможности, центрифугу.
Эксплуатационная колонна - бурение данного интервала, с целью сохранения коллекторских характеристик (пористость, проницаемость) продуктивного пласта и предупреждения негативных явлений, производить с использованием ингибированного полимерно-хлоркалиевого бурового раствора с низким содержанием твердой фазы с ведением дополнительных полимерных реагентов для усиления ингибирующих свойств.
С целью максимального сохранения коллекторских свойств продуктивных пластов в качестве утяжеляющей и временно закупоривающей добавки использовать кислоторастворимыми карбонат кальция. В целом система бурового раствора, предусмотренная программой, должна полностью отвечать основным требованиям, предъявляемым к нему при вскрытии продуктивных пластов.
Плотность прострела для низкопроницаемых пластов 10-20 отверстий на 1 п. метр. 
Перед вызовом притока пластового флюида производится замена бурового раствора в скважине на перфорационную жидкость.
В качестве перфорационной среды будет применяться жидкость с плотностью, соответствующей требованиям ТБС НМПОСНО на строительство скважин. Перфорационную жидкость рекомендуется закачать в зону перфорации объекта плюс 100-150 м выше верхней границы зоны перфорации. Оставшийся ствол скважины заполнить буровым раствором, использованным при вскрытии продуктивных пластов. Перфорационную жидкость, представляющую собой водный раствор солей, очищенных от механических примесей, необходимо обработать неионогенными добавками ПАВ для снижения поверхностного натяжения и капиллярного давления в порах пласта.
Из всех известных методов вызова притока и освоения скважин предлагается использовать свабирование – понижение уровня в скважине, в которую спущена колонна НКТ. Это наиболее производительный способ и может осуществляться с использованием фонтанной арматуры со специальным лубрикатором.
При слабом притоке жидкости произвести плавный перевод скважины на механизированный способ эксплуатации. Все работы по вскрытию продуктивных горизонтов, вызова притока и освоения скважин должны проводиться по специальному плану со строгим соблюдением правил по технике безопасности.
На этапе строительства скважин при опробовании и исследования скважин должны выполняться следующие мероприятия:
устья скважин с сепарационными и замерными установками должны оборудоваться по схеме технологического регламента на испытание скважин;
при опробовании и исследовании скважин производить сепарацию газа и последний в обязательном порядке сжигается;
работы по опробованию и испытанию скважин производить по специальному организационно-техническому плану, утвержденной недропользователем.
Для надежной охраны недр в процессе строительства скважины и ее дальнейшей эксплуатации, должны выполняться следующие мероприятия:
строго соблюдать разработанную конструкцию скважин, которая обеспечивает изоляцию водоносных горизонтов, перекрытие интервалов поглощения бурового раствора и создает надежную крепь в процессе эксплуатации скважины;
создать по всей длине прочное цементное кольцо между стенками скважины и обсадными колоннами с целью исключения перетоков пластовых вод из одного пласта в другой.
Режим закачки должен обеспечить максимальное вытеснение бурового раствора из кольцевого пространства. Вышеизложенные мероприятия обеспечат надежное разобщение пластов друг от друга, что в свою очередь обеспечит отсутствие пластовых перетоков. 
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[bookmark: _Toc31877888][bookmark: _Toc241857452]8. КОНТРОЛЬ ЗА РАЗРАБОТКОЙ ПЛАСТОВ, СОСТОЯНИЕМ И ЭКСПЛУАТАЦИЕЙ СКВАЖИН И СКВАЖИННОГО ОБОРУДОВАНИЯ
Контроль разработки эксплуатационных объектов осуществляется в целях:
-выявления фактической технологической эффективности как системы разработки объектов в целом, так и отдельных технологических решений, используемых в этой системе;
-получения информации, необходимой для оптимизации осуществляемых процессов разработки и проектированию мероприятий по их усовершенствованию.
[bookmark: _Toc42787665]8.1 Комплекс промыслово-геофизических исследований скважин
В период промышленной разработки месторождения Амангельды промыслово-геофизические исследования (ГИС) должны проводиться по двум направлениям: 
· в открытом стволе в процессе и после окончания проводки скважины; 
· в обсаженных скважинах - исследования по контролю за разработкой.
Исследования в открытом стволе
Отбор керна
Комплекс стандартных исследований на керне состоял из определения открытой и полной пористости; газопроницаемости; карбонатности; плотности зерновой и породы; гранулометрического состава; макро- и микроописания. Характеристика фильтрационно-ёмкостных свойств коллекторов по керну и ГИС соответственно горизонтам приведена в таблице 2.2.2.
Кроме того, выполнены специальные исследования на керне C1s, C1v1, C1t. Комплекс специальных исследований включал определение минерального состава пород методом рентгеноструктурного анализа (XRD), параметра пористости (Рп) и параметра насыщения (Рн); кривых капиллярного давления и остаточной водонасыщенности (Sво).
В результате проведенных керновых исследований для отложений нижнего визея получены собственные зависимости с достаточно высокой степенью достоверности [8; 20].
Для уточнения литолого-петрофизической характеристики пластов-коллекторов горизонтов C1s и C1t в процессе бурения трех новых скважин необходимо вести геолого-технические исследования и при обнаружении признаков продуктивных пластов отобрать керн из толщи коллекторов. При отборе следует использовать керноприёмники, обеспечивающие максимальный вынос керна.
На отобранном керне необходимо провести стандартный комплекс исследований: пористость, плотность объёмная и зёрен породы, проницаемость, стандартный гранулометрический состав; определить методом рентгеновской дифрактоскопии (XRD) глинистые минералы. На коллекции образцов-коллекторов выполнить определение фазовых проницаемостей в системе «газ-вода». Коллекция образцов для определения Квыт должна содержать образцы по всему диапазону ФЕС коллекторов.
Геофизические исследования в открытом стволе
Геофизическими исследованиями в открытом стволе охвачены все скважины, пробуренные на месторождении.
С целью уточнения геологического строения, фильтрационно-ёмкостных свойств и добывных характеристик пластов-коллекторов в скважинах, выходящих из бурения, рекомендуется продолжение выполнение апробированных на месторождении следующих общих и детальных промыслово-геофизических исследований в открытом стволе [20]:
· общие исследования включают запись кажущегося сопротивления (КС) зондами 2AM0.5N и N0.5M2A, самопроизвольной поляризации (ПС), профилеметрии-кавернометрии (ДС), естественной радиоактивности (ГК), нейтронного каротажа (НГК или КНК), термометрии, резистивиметрии. Запись методов ГИС выполняется по всему стволу. Интервал записи и этапность выполнения комплекса определяется проектом на строительство скважин. Результаты исследований выдаются в масштабе глубин 1:500.
· детальные исследования выполняются в интервалах продуктивных отложений. Комплекс помимо вышеперечисленных методов должен включать боковой каротаж многозондовый (БК), индукционный каротаж многозондовый (ИК и/или ВИКИЗ), микробоковой каротаж (МБК), микрозондирование (МКЗ), плотностной гамма-гамма каротаж (ГГКП), акустический каротаж (АК) по скорости и времени. Индукционный каротаж помимо результирующих кривых в Омм обязательно дополнять записью в единицах проводимости мСм. Результаты исследований выдаются в масштабе глубин 1:200.
· для учета искривления ствола скважины и ориентации его в пространстве выполнять инклинометрию непрерывной записью по всему стволу скважины. Данные представлять в LAS-формате.
Особое внимание необходимо уделять исследованиям, по оценке качества цементирования обсадных колонн.
Приведенный выше комплекс рекомендуется выполнять во всех проектных скважинах (таблица 8.3.1). 
Исследования по контролю за разработкой
Комплексные задачи промыслово-геофизических исследований по контролю (ГИС-к) в обсаженных скважинах в период промышленной эксплуатации сводятся к следующим:
· определение интервалов притока/поглощения;
· определение интервалов и источника обводнения;
· определение интервалов заколонной циркуляции флюидов;
· определение технического состояния обсадных колонн;
· определение текущего насыщения коллекторов.
Результаты интерпретации геофизических исследований по контролю используются также:
· для разработки геолого-технических мероприятий при оперативной оценке работы скважин в процессе их эксплуатации;
· при оценке эффективности обработок призабойных зон, проводимых для интенсификации добычи и т. д.
Рекомендуется на основании ранее выполненных исследований по контролю за разработкой для решения поставленных задач в эксплуатационных скважинах комплекс ГИС-к, состоящий из 
· термометрии (ТМ) и барометрии (БМ) для изучения распределения по всему стволу температуры и давления.
· гамма-каротаж (ГК) для привязки методов ГИС-к к разрезу и выявления техногенных гамма-аномалий;
· локатор муфт (ЛМ) и перфорационных отверстий;
· термокондуктивную расходометрию (ТА) для определения интервалов притока пластового флюида; механическую расходометрию (РМ) для определения интервалов приемистости (ухода);
· влагометрию (ВЛ) и резистивиметрию (РИ) для определения состава притока и установления газоводяного раздела в стволе скважин.
В процессе эксплуатации каждой скважины комплекс методов ГИС-к должен уточняться в зависимости от поставленной задачи, способа эксплуатации и дебита скважины.
В добывающих скважинах исследования на определение интервалов притока рекомендуется проводить после вызова притока и достижения устойчивого режима работы скважины.
ГИС-к проводятся при необходимости: до и после любых воздействий на пласт, изменений в продуктивности скважины, изменений состава добываемого флюида.
Для определения текущего характера насыщения неперфорированных пластов коллекторов рекомендуется проведение импульсных нейтронных методов каротажа ИННК/ИНГК с обязательным охватом водоносного коллектора.
Для получения информации, наиболее достоверно отражающей работу пласта, необходимо соблюдать следующие правила компоновки скважинного оборудования: башмак НКТ должен находиться выше верхних перфорационных отверстий более 10 м, расстояние от нижних отверстий до искусственного забоя (зумпф) 4-10 м.
При проведении исследований должна быть представлена вся информация, связанная с компоновкой подземного оборудования и выполненными на скважине работами, которая может оказать помощь при решении поставленных задач-целей исследований. Примеры такой информации приведены ниже:
· время и виды ремонтных работ в скважине (смена подземного оборудования, КРС и ПРС, изоляционные работы, дополнительная перфорация и реперфорация, интенсификация с целью увеличения добычи и т.д.);
· данные о дебитах, обводнённости;
· глубина положения башмака НКТ;
· пластовое/забойное давление, продуктивность, депрессия, если проводились гидродинамические исследования скважины.
Неотъемлемой частью контроля за разработкой месторождения является контроль за техническим состоянием скважин, в задачу которого входит выявление нарушений герметичности цементного кольца и обсадной колонны. Первоначальные исследования проводятся непосредственно после выхода скважины из бурения, спуска обсадной колонны и цементажа для определения высоты подъема цемента и сцепления цементного камня с колонной. Данные этих исследований используются также в качестве фоновых измерений для изучения динамики образования дефектов в процессе эксплуатации скважины.
При обнаружении признаков, указывающих на дефекты обсадных колонн, затрубную циркуляцию проводится комплекс ГИС для оценки герметичности обсадных колонн, в который могут быть включены временные замеры АКЦ, магнито-импульсная дефектоскопия (ЭМДС/МИД).
На месторождения Амангельды промыслово-геофизические исследования по контролю за разработкой проводятся в объёме, позволяющем своевременно оптимизировать процесс разработки. В частности, за последние пять лет сервисными компаниями ООО «ИНГТ», «ЮКФ Казпромгеофизика», «КАЗТЕХ ГЕОСТАР», ТОО «УзеньГеоСервис» выполнено более 70 исследований, направленных на определение профиля и состава притока, технического состояния эксплуатационных скважин и текущего насыщения пластов.
[bookmark: _Toc532487469][bookmark: _Toc536438081][bookmark: _Toc42787666]8.2 Контроль эксплуатации скважин и скважинного оборудования
Данные систематического контроля режимов эксплуатации скважин, проводимых на них ремонтов, изменений режимов должны фиксироваться в специальных журналах и рапортах. По результатам проводимых ГДИС на скважинах необходимо определить давление выпадения конденсата по этим данным устанавливается необходимый (оптимальный) режим эксплуатируемой скважины, а также скважин, находящихся в аналогичных условиях.
На основании систематического изучения эксплуатации каждой скважины составляются графики проведения профилактических работ, своевременное выполнение которых обеспечивает нормальную работу скважин и сохранение заданного режима фонтанирования.
В случае обнаружения газа в межколонном пространстве во избежание грифонообразования, его необходимо периодически стравливать. При накоплении газа (увеличении давления) за короткий период времени, необходимо приостановить эксплуатацию (заглушить скважину) и устранить источник поступления газа. 
Для контроля технического состояния наземного оборудования необходимо регулярно проводить: визуальный осмотр и профилактический ремонт (смазка запорных устройств и механизмов). 
Контроль за внутрискважинным оборудованием проводится на основании наблюдений за трубным и затрубным давлениями, изменения соотношений которых в большую или меньшую сторону характеризуют состояние подземной части скважины. Проводимые мероприятия по определению технического состояния наземного и подземного оборудования, являются обязательными для выявления и своевременного устранения неисправностей наземного и подземного оборудования. 
· [bookmark: _Toc435716141][bookmark: _Toc437955065][bookmark: _Toc42787667]8.3 Газодинамические и газоконденсатные исследования.
К газодинамическим методам исследований относятся методы определения свойств и характеристик продуктивных пластов и скважин. 
Замер забойных параметров производится для оценки фактического режима эксплуатации скважины. При регистрации параметров с заданным по глубине или при использовании датчика положения и скорости определяется равномерность распределения фаз в стволе скважины. В результате замера получаем данные такие как: забойное давление; забойная температура.
Газодинамические исследования делаются на стационарных (методом режимных исследований с замером давления глубинным манометром на забое) и нестационарных режимах фильтрации (методом восстановления давления (КВД) и обязательно проводятся при вводе каждой новой скважины в эксплуатацию, и далее по мере необходимости, но не реже одного раза в год. 
При исследовании методом установившихся отборов, при стационарных режимах фильтрации, необходима полная стабилизация устьевых, забойных давлений и дебита на каждом режиме. В зависимости от производительности скважины и создаваемой депрессии исследования следует проводить на 3-5 режимах прямым и обратным ходом с повторением 2-4 режимов на обратном ходе.
Для оценки истинного скин-фактора производится регистрация кривой спада забойных давлений на каждом режиме. Для определения параметров пласта производится регистрация кривой восстановления давления (КВД).
В таблице 8.3.1 представлен комплекс исследований по контролю за разработкой.  


[bookmark: _Toc461619271][bookmark: _Toc42787979]Таблица 8.3.1 – Комплекс исследований по контролю за разработкой 
	Виды исследований
	Категории и виды скважин
	Периодичность

	Геофизические исследования в открытом стволе

	Геолого-технические исследования (ГТИ, газ.каротаж)
	Во вновь пробуренных
	3 скв.

	Отбор керна
	
	3 скв.*
C1s - 10-15 м
C1t - 10-15 м

	Исследование образцов стандартным и специальным комплексом лабораторных методов
	
	*C1s -  15-20 обр.
*C1t -  15-20 обр.

	Комплекс ГИС в открытом стволе (КС, ПС, Дс, ГК, КНК, АК, ГГКП, БК, ИК, МБК, МКЗ, ТМ, РИ)
	Во вновь пробуренных
	Разовые исследования при окончании бурения всех проектных скважин

	Геофизические исследования в обсаженных скважинах

	Оценка текущей газонасыщенности коллекторов, контроль за перемещением ГВК (ИННК/ИНГК)
	Разовые исследования при вводе в эксплуатацию (как фоновый замер)
	При переходе на вышележащий объект разработки

	В добывающих скважинах выделение работающих толщин, состава поступающего в скважину флюида, заколонных перетоков (ГК, ЛМ, ТМ, БМ, ВЛ, РИ, ТА и/или РМ)
	В добывающих скважинах при эксплуатации
	-не менее 30% от действующего фонда;
-при изменении технологических показателей скважины; до и после проведения ГТМ по интенсификации добычи

	Техническое состояние эксплуатационных скважин:
во всех вновь пробуренных (АКЦ, ТМ, ГК, ЛМ)

в действующих скважинах (ГК, ЛМ, ТМ, БМ, ВЛ, РИ, ТА и/или РМ, ЭМДС)
	Во всех вновь пробуренных


В действующих скважинах
	
Разовые исследования после окончания строительства скважины
В процессе эксплуатации по мере необходимости

	Газогидрохимические исследования

	Лабораторные газоконденсатные исследования
	По новым скважинам (с учетом графика бурения и ввода в эксплуатацию)
	Разовые исследования

	
	По эксплуатационным скважинам
	Разовые исследования

	Отбор устьевых проб газа
	Эксплуатационный фонд скважин
	2 раза в год

	Отбор устьевых проб конденсата на определение физико-химических свойств
	По эксплуатационным скважинам
	1 раз в год

	Отбор устьевых проб конденсата на определение содержания воды
	По эксплуатационным добывающим скважинам
	1 раз в квартал;
в обводнившихся скважинах – 1 раз в месяц

	Отбор проб и химический анализ попутно-добываемой воды
	По эксплуатационным скважинам
	1 раз в месяц

	Гидродинамические исследования

	Замер дебитов газа
	Действующий фонд скважин
	1 раз в месяц

	Исследования методом установившихся отборов (МУО).
	По новым скважинам
	Разовое исследование

	
	в добывающих скважинах
	1 раз в 2 года

	Исследования методом восстановления давления (КВД, УКВД, МВУ).
	По новым скважинам
	Разовое исследование

	
	в добывающих скважинах
	1 раз в 2 года

	Определение забойного и пластового давления.
	По новым скважинам
	Разовое исследование

	
	по действующим скважинам
	1 раз в квартал.

	Определение пластовой температуры.
	По новым скважинам
	Разовое исследование


* при признаках продуктивных пластов по ГТИ
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КОНТРОЛЬ ЗА РАЗРАБОТКОЙ ПЛАСТОВ, СОСТОЯНИЕМ И ЭКСПЛУАТАЦИЕЙ СКВАЖИН И СКВАЖИННОГО ОБОРУДОВАНИЯ

[bookmark: _Toc31877889][bookmark: _Toc241857453]9. ОХРАНА НЕДР И ОКРУЖАЮЩЕЙ СРЕДЫ
[bookmark: _Toc69113642][bookmark: _Toc133049895][bookmark: _Toc435698410][bookmark: _Toc133049906][bookmark: _Toc522724466]В настоящей главе рассматриваются мероприятия, направленные на выполнение требований законодательства Республики Казахстан в области охраны недр и окружающей среды. Все работы по геологоразведке и разработке месторождений должны проводиться в соответствии с действующими нормами, директивами и положениями, регулирующими безопасное ведение работ. Комплекс природоохранных мероприятий включает в себя действия по охране недр, защите атмосферного воздуха, водных ресурсов, почвы, а также восстановлению природных комплексов.
Реализация дополнения к проекту разработки месторождения должна соответствовать требованиям «Экологического кодекса Республики Казахстан», Кодекса «О недрах и недропользовании» и других нормативных актов. Планирование природоохранных мероприятий осуществляется инициатором хозяйственной деятельности.

[bookmark: _Toc31877890][bookmark: _Toc241857454]9.1 Мероприятия по уменьшению выбросов в атмосферу
Сокращение объемов выбросов и снижение их приземных концентраций обеспечивается комплексом плановых, технологических и специальных мероприятий.
Плановые мероприятия направлены на сокращение воздействия выбросов предприятия на жилые зоны. Проектируемое предприятие будет расположено на заметном расстоянии от ближайших населенных пунктов.
В административном отношении месторождение Карабулак расположено на территории Улытауской области на землях, находящейся в долгосрочной аренде Кызылординской области.
Ближайшими населенными пунктами и железнодорожными станциями являются г. Кызылорда (к югу 190 км), г. Жезказган (к северо-востоку 200 км), ж-д. станция Жосалы (к юго-западу 160 км). К югу (~40 км) от месторождения Карабулак находится месторождение Арыскум, куда через систему межпромысловых трубопроводов жидкость транспортируется в Цех подготовки и перекачки нефти (ЦППН), где производится ее подготовка до товарного качества и сдача потребителю.
Для безаварийной разработки месторождения в соответствии с «Едиными правилами по рациональному и комплексному использованию недр при разработке и добыче полезных ископаемых» должны быть предусмотрены следующие мероприятия организационно-технического характера:
· использование современного нефтяного оборудования с минимальными выбросами в атмосферу;
· предупреждение открытого фонтанирования скважин в процессе бурения и проведения технологических и ремонтных работ в скважине;
· установка на устье скважин противовыбросового оборудования;
· внедрение методов испытания скважин, исключающих выброс вредных веществ в атмосферу;
· подбор оборудования, запорной арматуры, предохранительных и регулирующих клапанов в строгом соответствии с давлениями, под которым работает данное оборудование;
· автоматизация технологических процессов подготовки нефти, обеспечивающая стабильность работы всего оборудования с контролем и аварийной сигнализацией при нарушении заданного режима, что позволит обслуживающему персоналу предотвратить возникновение аварийных ситуаций;
· применение на всех резервуарах с нефтепродуктами устройств, сокращающих испарение углеводородов в атмосферу;
· усиление мер контроля работы основного технологического оборудования и проведение технологического ремонта;
· контроль эффективности работы систем газообнаружения и пожарной сигнализации;
· строгое соблюдение всех технологических параметров;
· осуществление постоянного контроля за ходом технологического процесса (измерение расхода, давления, температуры);
· обеспечение защитными устройствами и системами, автоматическим управлением и регулированием, а также иными техническими средствами, предупреждающими возникновение и развитие аварийных ситуаций при нарушении технологических параметров процесса;
· осуществление постоянного контроля за изменением параметров качества природной среды: воздуха в рабочей зоне, почвы, грунта на промышленных площадках и прилегающей территории;
· антикоррозионная защита оборудования и трубопроводов;
· обеспечение электрохимической катодной защитой металлических конструкций;
· своевременное проведение планово-предупредительного ремонта и профилактики технологического оборудования;
· наличие и постоянное функционирование систем аварийного оповещения и связи, контроля качества воздуха;
· целью обучения персонала методам реагирования на аварийную ситуацию и борьбе с последствиями этих аварий;
· при наступлении неблагоприятных метеорологических условий – осуществление комплекса мероприятий с целью снижения объемов выбросов;
· обучение обслуживающего персонала реагированию на аварийные ситуации;
· проверка готовности систем извещения об аварийной ситуации;
· при нарастании неблагоприятных метеорологических условий – прекращение работ, которые могут привести к нарушению техники безопасности (работа на высоте, работа с электрооборудованием и т.д.);
· озеленение территорий объектов месторождения;
· проведение производственного экологического контроля состояния атмосферного воздуха.
[bookmark: _Toc241857455]9.1.1 Мероприятия по регулированию выбросов при НМУ
Загрязнение приземного слоя воздуха, в большей степени зависит от метеорологических условий. В отдельные периоды, когда метеорологические условия способствуют накоплению вредных веществ в приземном слое атмосферы, концентрации примесей в воздухе могут резко возрастать. Главная цель заключается в предотвращении возникновения значительного загрязнения в эти периоды времени.
К неблагоприятным метеорологическим условиям (НМУ) относят: пыльную бурю, гололед, штормовой ветер, туман, штиль. Неблагоприятные метеорологические условия могут помешать нормальному режиму работы.
Любой из этих неблагоприятных факторов может привести к внештатной ситуации, связанной с риском для жизни обслуживающего персонала и нанесением вреда окружающей природной среде. Поэтому необходимо в период НМУ (в зависимости от тяжести неблагоприятных метеорологических условий) предусмотреть мероприятия, которые должны обеспечить сокращение концентрации загрязняющих веществ в приземном слое атмосферы.
В соответствии с требованиями РД 52.04.52-85 «Методические указания. Регулирование выбросов при НМУ» мероприятия по регулированию выбросов разрабатываются на всех предприятиях, имеющих источники выбросов вредных веществ в атмосферу.
В соответствии с РД 52.04.52-85 для предприятия разработаны планы мероприятий по снижению выбросов при наступлении НМУ на I, II режимы работы. 
Мероприятия по первому режиму должны обеспечить сокращение концентрации загрязняющих веществ в приземном слое атмосферы примерно на 15-20%. Мероприятия носит организационно-технический характер.
Мероприятия по сокращению выбросов по первому режиму включают:
· усиление контроля за работой измерительных приборов и оборудования, в первую очередь, за режимом горения топлива в дизель-генераторах;
· контроль за точным выполнением технологического регламента;
· запрещение работы оборудования на форсированном режиме;
· усиление контроля за герметичностью технологического оборудования и трубопроводов;
· другие организационно-технические мероприятия, приводящие к снижению выбросов загрязняющих веществ в атмосферу.
По второму режиму мероприятия по регулированию выбросов должны обеспечивать сокращение концентрации загрязняющих веществ в приземном слое атмосферы на 20-40 %. Эти мероприятия включают в себя все мероприятия первого режима, а также мероприятия, сопровождающиеся незначительным снижением производительности работ.
Мероприятия по сокращению выбросов по второму режиму включают:
· все организационно-технические мероприятия по I режиму НМУ;
· снижение производительности отдельных агрегатов и технологических процессов, работа которых связана со значительным выделением в атмосферу вредных веществ.
По третьему режиму мероприятия должны обеспечивать сокращение концентрации загрязняющих веществ в приземном слое атмосферы на 40-60 %, а в особо опасных случаях следует осуществлять полное прекращение выбросов.
Мероприятия по третьему режиму включают в себя все мероприятия, разработанные для первого и второго режима, а также мероприятия, разработанные на базе технологических процессов, имеющих возможность снижения выбросов загрязняющих веществ в атмосферу за счет временной остановки работ.
При III режиме – предусматривается полное прекращение работ (стоянка в ожидании погоды).



[bookmark: _Toc522724467][bookmark: _Toc31877891][bookmark: _Toc205201460][bookmark: _Toc204759248][bookmark: _Toc133049916][bookmark: _Toc241857456]9.2 Мероприятия по охране и рациональному использованию водных ресурсов
[bookmark: _Toc522724468][bookmark: _Toc31877892][bookmark: _Toc133049920]В процессе производственной деятельности АО «Петро Казахстан Кумколь Ресорсиз» образуются сточные воды. Хозяйственно-бытовые сточные воды с территории АО «ПККР» месторождения Карабулак, собираются в септик, исполняющего роль отстойника, а затем вывозятся ассенизационными машинами на ближайшие очистные сооружения сточных вод – биологические пруды месторождения Арыскум АО «ПККР», расположенная на расстоянии 50 км. В связи с вышеуказанным, мониторинг сточных вод на территории месторождения Карабулак не проводится.
В целях предупреждения загрязнения и истощения водных ресурсов на период разработки месторождения предусматриваются следующие мероприятия:
· освоение и эксплуатация добывающих скважин должна проводиться при соответствующем оборудовании скважин, предотвращающем возможность выброса и открытого фонтанирования нефти и газа;
· необходимым условием применения химических реагентов при эксплуатации месторождения является изучение геологического строения залежи и гидрогеологических условий. При выборе химического реагента для воздействия на пласт необходимо учитывать их класс опасности, растворимость в воде, летучесть;
· необходимо предотвращать возможные утечки и разлив химических реагентов и нефти, возникающие при подготовке скважин и оборудования к проведению основной технологической операции, при исследовании скважин;
· при обводнении эксплуатационных скважин помимо контроля за обводненностью их продукции, проводить специальные геофизические и гидрогеологические исследования с целью определения места притока воды в скважину через колонну, источника обводнения и глубины его залегания;
· гидроизоляция объектов с обустройством противофильтрационных экранов и завес;
· не допускать загрязнения площади водосбора поверхностных и подземных вод;
· четкая организация учета, сбора и вывоза всех отходов производства и потребления;
· регулярный профилактический осмотр состояния систем водоснабжения и водоотведения;
· рациональное использование водных ресурсов, принятие мер по сокращению потери воды;
· изоляция верхних водоносных горизонтов в скважинах;
· повторное использование очищенных сточных вод на технологические операции;
· контроль содержания нефтепродуктов, мехпримесей и других примесей в закачиваемой воде проводить по всему фонду нагнетательных скважин;
· не допускать использования воды питьевого качества на производственные нужды (в системе поддержания пластового давления, для приготовления бурового раствора и т.д.) без соответствующего обоснования и решения уполномоченного органа в области использования и охраны водного фонда и уполномоченного органа по использованию и охране недр;
· установка автоматических отсекателей на приемных и сливных линиях емкостей для накопления и хранения воды;
· соблюдать требования промышленной безопасности на водных объектах и водохозяйственных сооружениях;
· немедленно сообщать в территориальные органы центрального исполнительного органа Республики Казахстан по чрезвычайным ситуациям и местные исполнительные органы области (города республиканского значения, столицы) обо всех аварийных ситуациях и нарушениях технологического режима водопользования, а также принимать меры по предотвращению вреда водным объектам;
· проведение мониторинговых наблюдений за состоянием поверхностных и подземных вод.
[bookmark: _Toc241857457]9.3 Мероприятия по охране растительного и животного мира
Для уменьшения техногенного воздействия на растительные сообщества рекомендуется проведение следующих мероприятий:
· упорядочить использование только необходимых дорог, по возможности обустроив их щебнем или твердым покрытием;
· строго регламентировать проведение работ, связанных с загрязнением почвенно- растительного покрова при эксплуатационном и ремонтом режиме работ;
· выделение и оборудование специальных мест для приготовления и дозировке химических реагентов, исключающих попадание их на рельеф;
· переработка отходов сырой нефти, бурового шлама и осадков бурового раствора (после фильтрации) в строительные материалы и дорожные покрытия;
· в случае аварийных ситуаций, в местах разлива нефти произвести снятие и вывоз верхнего слоя почвы, осуществить биологическую рекультивацию с последующей фитомелиорацией;
· проведение экологического мониторинга за состоянием растительности на территории месторождения.
В целях сохранения биоразнообразия рекомендуется реализация следующих мероприятий:
· ограничения техногенной деятельности вблизи участков с большим биологическим разнообразием;
· ограничить подъездные пути и не допускать движение транспорта по бездорожью;
· своевременно рекультивировать участки с нарушенным почвенно-растительным покровом;
· разработка строго согласованных маршрутов передвижения техники, не пресекающих миграционные пути животных;
· создание ограждений для предотвращения попадания животных на производственные объекты;
· запретить несанкционированную охоту, разорение птичьих гнезд и т.д.;
· соблюдение норм шумового воздействия;
· создание ограждений для предотвращения попадания животных на производственные объекты;
· изоляция источников шума: насыпями, экранизирующими устройствами и заглублениями;
· принимать меры по нераспространению загрязнения в случае разлива нефти, нефтепродуктов и различных химических веществ;
· проведение мониторинга животного мира.
· принимать все меры безопасности по исключению возможности заражения персонала от насекомых-паразитов и предупреждению укусов ядовитыми насекомыми. Достаточно эффективным можно считать ограничение контактов человека с дикими животными и, в первую очередь с грызунами, своевременная обработка образующихся отходов дезинфицирующими составами, а также просветительная работа и инструктаж среди сотрудников по мерам безопасности.


[bookmark: _Toc241857458]9.4 Мероприятия по охране почвенного покрова
В процессе разработки нефтегазового месторождения почва загрязняется нефтью, различными химическими веществами и высокоминерализованными сточными водами. Нефть и другие компоненты, попадая в почву, вызывают значительные, а порой необратимые изменения ее свойств – образование битуминозных солончаков, гудронизацию, цементацию и тому подобное. Эти изменения влекут за собой ухудшение состояния растительности и биопродуктивности земель. В результате нарушения почвенного покрова происходит эрозия почв, дефляция, криогенез.
Верхний покровный слой обладает характеристиками рыхлой структуры и включает в себя материал, состоящий из супеси и битой ракушки.
Основные мероприятия по охране почвы:
· герметизация систем сбора, сепарации, подготовки и транспортировки нефти;
· автоматическое отключение скважин при авариях отсекателями;
· максимальное использование пластовых и промысловых сточных вод для закачки в пласт, для предупреждения их излива на рельеф;
· организация движения транспорта только по автодорогам;
· прокладка трубопроводов подземным способом на глубину закладки 1,2-1,8м;
· проведение качественной технической рекультивации земель;
· не допущение разливов ГСМ;
· сокращение объемов земляных работ по срезке и выравниванию рельефа;
· соблюдение техники пожарной безопасности;
· осуществление мониторинговых наблюдений за состоянием почвенного покрова.
Для предотвращения загрязнения окружающей среды твердыми отходами, в соответствии с нормативными требованиями в Республике Казахстан, необходимо запланировать следующие мероприятия:
· инвентаризация, сбор промышленных отходов с их сортировкой по токсичности в специальных емкостях и вывоз на специально оборудованные полигоны;
· повторное использование отходов в определенных проектом случаях;
· контроль выполнения запланированных мероприятий.
В соответствии со ст.238 ЭК РК №400-VI от 02.01.2021 г. «Недропользователи при проведении операций по недропользованию, а также иные лица при выполнении строительных и других работ, связанных с нарушением земель, обязаны:
1) содержать занимаемые земельные участки в состоянии, пригодном для дальнейшего использования их по назначению;
2) до начала работ, связанных с нарушением земель, снять плодородный слой почвы и обеспечить его сохранение и использование в дальнейшем для целей рекультивации нарушенных земель;
3) проводить рекультивацию нарушенных земель.
[bookmark: _Toc241857459]9.5 Мероприятия по охране недр
Основными требованиями к обеспечению экологической устойчивости геологической среды при строительстве и эксплуатации нефтегазовых месторождений являются разработка и выполнение профилактических и организационных мер.
Исследованиями установлено, что в процессе бурения и эксплуатации нефтегазовых месторождений создаются условия для нарушения экологического равновесия недр. Так, длительная практика заводнения продуктивных пластов на нефтяных месторождениях показывает, что с ростом объемов закачки существенно уменьшается минерализация пластовой воды и концентрация хлоридов, и увеличивается концентрация сульфатов. Развитие биохимических процессов в нефтяной залежи (сульфатредукция), в свою очередь увеличивает содержание сероводорода в нефти, в пластовых водах и газе и способствует снижению проницаемости пластов. И этот процесс быстро развивается в случаях, когда для заводнения используются пресные или маломинерализованные воды, имеющие в своем составе сульфаты, а нередко сульфатвосстанавливающие бактерии.
Мероприятия по охране недр являются важным элементом и составной частью всех основных технологических процессов при строительстве нефтяных и газовых скважин, разработке и эксплуатации месторождения.
На стадии разработки проекта разрабатываются и внедряются следующие технологические решения и природоохранные мероприятия, позволяющие минимизировать экологический вред недрам при сооружении и эксплуатации нефтегазовых объектов: 
· работа скважин на установленных технологических режимах, обеспечивающих сохранность скелета пласта и не допускающих преждевременного обводнения скважин; 
· бетонирование технологических площадок с устройством бортиков, исключающих загрязнение рельефа углеводородами; 
· конструкции скважин в части надежности, технологичности и безопасности должны обеспечивать условия охраны недр и окружающей природной среды, в первую очередь за счет прочности и долговечности крепи скважин, герметичности обсадных колонн и перекрываемых ими кольцевых пространств, а также изоляции флюидосодержащих горизонтов друг от друга, от проницаемых пород и дневной поверхности; 
· обеспечение комплекса мер по предотвращению выбросов, открытого фонтанирования, грифонообразования, обвалов стенок скважин, поглощения промывочной жидкости и других осложнений. 
· при газопроявлениях герметизируется устье скважины, и в дальнейшем работы ведутся в соответствии с планом ликвидации аварий; 
· ввод в эксплуатацию скважины или куста скважины производится при условии выполнения в полном объеме всех экологических требований, предусмотренных проектом; 
· проведение мониторинга недр на месторождении. 
Организационные мероприятия включают тщательное планирование размещения различных сооружений, контроль транспортных путей, составление детальных инженерно-геологических карт территории с учетом карт подземного пространства, смягчение последствий стихийных бедствий.
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При работе с радиоактивными отходами должны быть учтены все виды лучевого воздействия на персонал и население, предусмотрены защитные мероприятия, снижающие суммарную дозу от всех источников внешнего и внутреннего облучения до уровней, не превышающих предельно-допустимой дозы (ПДД), или предела для соответствующей категории облучаемых лиц.
При добыче, переработке и транспортировке нефти и газа в окружающую среду поступают природные радионуклиды семейств урана-238 и тория-232, а также калия-40. Радионуклиды осаждаются на внутренних поверхностях оборудования (насосно-компрессорные трубы, резервуары и другие), на территории организаций и поверхностях рабочих помещений, концентрируясь в ряде случаев до уровней, при которых возможно повышенное облучение работников, населения, а также загрязнение окружающей среды. 
На рабочих местах по технологическому процессу добычи и первичной переработки минерального органического сырья основными природными источниками облучения работников организаций нефтегазовой отрасли в производственных условиях могут быть: 
1) промысловые воды, содержащие природные радионуклиды; 
2) загрязненные природными радионуклидами территории (отдельные участки территорий) нефтегазодобывающих и перерабатывающих организаций; 
3) отложения солей с высоким содержанием природных радионуклидов на технологическом оборудовании, на территории организаций и поверхностях рабочих помещений; 
4) производственные отходы с повышенным содержанием природных радионуклидов; 
5) загрязненные природными радионуклидами транспортные средства и технологическое оборудование в местах их ремонта, очистки и временного хранения;
6) технологические процессы, связанные с распылением воды с высоким содержанием природных радионуклидов; 
7) технологические участки, в которых имеются значительные эффективные площади испарений (открытые хранилища и поля испарений, места утечек продукта и технологических вод, резервуары и хранилища продукта), и возможно интенсивное испарение отдельных фракций нефти, аэрация воды; 
8) технологические процессы, в результате которых в воздух рабочих помещений могут интенсивно поступать изотопы радона (радон-222 и торон-220), а также образующиеся из них короткоживущие дочерние продукты распада радона и торона; 
9) производственная пыль с высоким содержанием природных радионуклидов в воздухе рабочей зоны; 
10) в некоторых случаях источником внешнего облучения могут оказаться и используемые баллоны со сжиженным газом (при высоких концентрациях радона в газе источниками гамма-излучения являются дочерние продукты радона - свинец-214 и висмут-214). 
В случае обнаружения поступления из скважины, по результатам анализа, бурового раствора, шлама, пластового флюида с повышенной радиоактивностью необходимо: 
· получить разрешение областной санэпидемстанции на дальнейшее углубление скважины; 
· вокруг буровой обозначить санитарно-защитную и наблюдательную зоны, размеры которых согласовать с СЭС, в зависимости от степени радиоактивности, поступающих из скважины веществ, дозы внешнего излучения и распространения выбросов радиоактивности в атмосферу; 
· отходы бурения с повышенной радиоактивностью собирать в специальные контейнеры и вывозить в места захоронения радиоактивных отходов; 
· сбор, транспортировка радиоактивных отходов должны производиться специализированной бригадой (категория А) при наличии санитарных паспортов у каждого члена бригады на право производства этих работ; 
· предельная доза облучения для членов буровой бригады - 0,5 БЭР за календарный год. 
Радиологические исследования, которые необходимо проводить на скважине, включают в себя следующие измерения: 
· МЭД (по гамма-излучателям); 
· Удельная альфа-активность; 
· Удельная бета-активность; 
· Эффективная удельная активность;
· Исследование флоры участков техногенного воздействия. 
Основное требование радиационной безопасности на предприятии в целях предотвращения детермированных пороговых, а также схематически беспороговых эффектов предусматривает исключение необоснованных облучений населения и производственного персонала, предотвращение превышения предельных доз радиоактивного облучения, а также снижение доз облучения до возможного низкого уровня.
Поэтому основные требования радиационной безопасности на предприятии должны предусматривать:
 исключение всякого необоснованного облучения населения и производственного персонала предприятий;
 не превышение установленных предельных доз радиоактивного облучения;
 снижение доз облучения до возможно низкого уровня.
Потенциальными источниками радиационного загрязнения в районе проектируемых работ могут быть:
 буровое оборудование, используемое при буровых операциях, капитальном ремонте или профилактических работах;
 возможные участки разливов пластовых вод, возникающих при аварийных ситуациях;
 емкости для хранения нефтепродуктов и др.
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Объекты нефтедобывающей отрасли в большинстве относится к опасным производственным объектам, а в случае аварий могут представлять серьезную угрозу для человека и на окружающую среду (ОС). К числу основных причин роста количества аварийных разливов нефти относится:
• высокий уровень износа производственных фондов;
• зачастую низкое качество проектной документации;
• недостатокинженерно-производственной культуры;
Кроме того, как и во многих ситуациях, связанных с необходимостью финансирования природоохранных мероприятий, значительный рост количества аварий связан с недостаточным выделениям средств на их предупреждения.
Основными причинами возникновения аварийных ситуаций при эксплуатации промышленных объектов на рассматриваемом месторождении являются:
· нарушение технологических процессов;
· технические ошибки операторов и другого персонала, нарушения техники безопасности и противопожарной безопасности;
· нарушением технологии эксплуатации и обслуживания оборудования, отказом работы оборудования, человеческим фактором;
· отравление выхлопными газами двигателей внутреннего сгорания спецтехники и автотранспорта, работающих на нефтепромысле;
· несоблюдение требований противопожарной защиты при использовании ГСМ,
· переполнение хозяйственно - бытовыми сточными водами емкостей автономных туалетных кабин;
· аномальные природные явления (бури, ураганы, атмосферные осадки и высокая температура).
Основными мерами предупреждения вышеперечисленных аварий является строгоеисполнение технологической и производственной дисциплины, выполнение проектных решений и оперативный контроль.
Комплекс мероприятий по сведению к минимуму воздействия на природную средуохватывает все основные компоненты окружающей среды: воздушный бассейн, подземные воды, почвы, флору и фауну.
Строгое соблюдение обслуживающим персоналом правил и инструкций по технике безопасности, точное выполнение требований инструкций по эксплуатации оборудования и других действующих нормативных документов, технологических инструкций позволяют создать условия, исключающие возможность возникновения аварий.
Для предотвращения аварийных ситуаций и обеспечения минимума негативныхпоследствий при эксплуатации промышленных объектов месторождения Карабулак:
· Разработать специализированный План аварийного реагирования (мероприятия) по ограничению, ликвидации и устранению последствий потенциальных и возможных аварий;
Для правильного и безопасного ведения работ на предприятии должны быть предусмотреныспециальные службы, которые выполняет следующие основные мероприятия:
Чтобы обеспечить корректное и безопасное выполнение работ на предприятии, необходимо наличие специализированных служб, ответственных за осуществление следующих ключевых действий:
· обеспечить ведение установленной документации по предприятию и участие в разработке годовых планов развития производства;
· обеспечивать вспомогательные работы на производстве;
· трассирование откаточных автодорог и других линейных сооружений, ведет контроль за планировочными работами;
· проводить строгое соблюдение технологического режима работы установок и оборудования;
· проводить контроль технического состояния оборудования;
· своевременно и качественно проводить техническое обслуживание и ремонт;
· при высоких скоростях ветра (10 м/с и более) прекращать слив и налив ГСМ;
· предусмотреть обваловки на площадках расположения склада ГСМ, химреагентов, где возможны утечки загрязняющих веществ, обеспечивающие локализацию разлива на ограниченном пространстве при любом реальном сценарии развития аварии;
· принимать эффективные меры по предотвращению разгерметизации резервуаров, автоцистерн, разливов нефтепродуктов и пожаров;
· проводить использование резервуаров для хранения ГСМ и складов для хранения токсичных материалов, выполненных в строгом соответствии с наиболее «жесткими» нормативами при обеспечении их безопасности, а также с учетом природных условий рассматриваемого региона;
· проведение постоянного контроля метеопараметров и состояния атмосферного воздуха;
· предусмотреть контроль режима работы оборудования в периоды неблагоприятных метеорологических условий.
· проводить планирование и проведение мероприятий по тренингу персонала служб чрезвычайного реагирования и персонала, непосредственно выполняющего работы на аварийно-опасных объектах;
· использовать системы или методы математического моделирования аварийных ситуаций;
· предусмотреть систему автоматического контроля, включающих аварийную систему первичного реагирования и локальные системы аварийного оповещения;
· предусмотреть регулярную откачку и вывоз хозяйственно-бытовых сточных вод из гидроизолированных септиков;
· регулировать движение автотранспорта на месторождении типовыми сигнальными знаками, устанавливаемыми по утвержденной главным инженером предприятия схеме;
· безопасная эксплуатация транспортных средств должна осуществляться в соответствие с заведенными инструкциями по устройству, эксплуатации и обслуживанию на каждый вид или тип из них. Все ремонты оборудования должны заноситься в паспорта или ремонтные журналы. После капитальных ремонтов должны оформляться акты комиссионной приемки оборудования из ремонта с заключениями о допуске его к эксплуатации;
· мероприятия по пожарной безопасности перечень первичных средств пожаротушения и места их расположения согласовываются с Госпожнадзором;
· рабочие и ИТР должны обеспечиваться спецодеждой, средствами индивидуальной защиты по установленным нормам. На промышленных площадках устанавливаются передвижные бытовые вагончики для хранения спецодежды, уголком по технике безопасности.
Своевременное применение вышеперечисленных мероприятий по локализации и ликвидации последствий аварийных ситуаций позволит дополнительно уменьшить их неблагоприятные последствия, что должно обеспечить допустимые уровни экологического риска проводимых работ по эксплуатации месторождений.
В случае аварийного разлива нефти предприятие – виновник аварии (эксплуатирующая организация), в течение 1 ч с момента обнаружения аварии должно уведомить о случившемся администрацию территории, на которой произошла авария. Затем, согласно плану ЛАРН соответствующие организации принимают меры, необходимые для ликвидации и локализации последствий аварийного разлива.
Меры реагирования на разливы нефти включают:
· отбор проб и их анализ с целью определения характера, источника и распространения нефтяного разлива и/или загрязнений в прибрежной зоне;
· контроль и ликвидацию источника аварийного разлива нефти;
· контроль за распространением нефтяных разливов;
· предупреждение или локализацию нефтяного разлива путем использования физических или механических средств (собрать вывезти собранную с почвы, болотной и водной поверхности нефть в товарный парк или пункт утилизации;
· ликвидацию нефтяного разлива с помощью средств, предназначенных для проведения данных мероприятий;
· по окончании работ произвести оценку полноты проведенных работ и рекультивацию загрязненных почв.
При осуществлении мер реагирования и очистки на разливы нефти обеспечивается достижение наиболее эффективных результатов с точки зрения охраны окружающей среды.
Мониторинг эмиссий. Виды работ по производственному экологическому контролю и объекты контроля
Основными производственными процессами при производственной деятельности Компании являются: добыча нефти и газа на месторождении, подготовка и транспортировка нефти. До настоящего времени в компании не осуществлялся систематический производственный мониторинг. В дальнейшем планируется его внедрение, с целью контроля за соблюдением производственных параметров, предотвращения сбоев в технологических процессах, защиты окружающей среды от загрязнений и обеспечения высокого качества продукции. Мониторинг будет осуществляться силами аккредитованной лаборатории компании.
Атмосферный воздух. В рамках исследования планируется осуществление производственного экологического контроля с целью оценки концентраций загрязняющих веществ (ЗВ) в окружающей среде. Для этого планируется провести замеры концентраций ЗВ с использованием четырех точек наблюдения: две с наветренной стороны и две с подветренной стороны объекта. 
Следует производить контроль качества атмосферного воздуха на территории месторождения по следующим загрязняющим веществам: (азота диоксид, углерод оксид, серы диоксид, сажа, сероводород, углеводороды.
Мониторинг водных ресурсов. Контроль состояния водных ресурсов представляет единую систему наблюдений и контроля за водными ресурсами при выполнении производственных работ для своевременного выявления и оценки происходящих изменений, рациональное использование водных ресурсов и смягчение воздействия на окружающую среду этой территории.
Для обеспечения экологической устойчивости производственных операций необходимо проведение систематического мониторинга качества поверхностных и подземных вод. Этот контроль направлен на выявление и анализ потенциальных загрязнений, включая тяжелые металлы, химические вещества и другие токсичные компоненты, которые могут попасть в водоемы в результате промышленных процессов. 
Мониторинг уровня загрязнения почвы.   
В соответствии с законодательством Республики Казахстан, на территории АО «Петро Казахстан Кумколь Ресорсиз» запланировано осуществление производственного мониторинга состояния почв. Порядок проведения экологического мониторинга определяется в соответствии с требованиями природоохранного законодательства, нормативно-методическими документами и прочими соответствующими регулятивными актами. Мониторинг почвенного покрова проводится на территории на 4-х станциях отбора проб почв.
Частота проведения наблюдений за показателями загрязнения почв нефтепродуктами и тяжелыми металлами составляет один раз в квартал.
Радиационный мониторинг. Планируется проведение оценки радиационного фона на промышленных территориях. Измерение уровня гамма-излучения будет осуществляться при размещении датчика на расстоянии 0,1 от поверхности исследуемой площади. Для каждой точки фиксации предусмотрено измерение радиационного фона продолжительностью не менее 30 секунд.
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[bookmark: _Toc31877895]Последняя оценка запасов была выполнена в рамках отчета «Пересчет запасов газа и попутных компонентов месторождения Амангелды по состоянию на 01.07.2025 г.» и утверждена Протоколом ГКЗ РК было отмечено ряд рекомендации недропользователю для доизучения месторождения:
· для более глубокого изучения коллекторских свойств и уточнения гидродинамических параметров пород-коллекторов предлагается продолжить лабораторные исследования керна: анализ капиллярного давления, изучение относительной фазовой проницаемости и определение коэффициента вытеснения, измерения удельного электрического сопротивления (УЭС) для уточнения взаимосвязей между пористостью и проницаемостью (Рп–Кп), а также между насыщенностью и относительной проницаемостью (Рн–Кв). 
· с целью контроля за распределением притока по интервалу перфорации и оценки эффективности разработки, недропользователю рекомендуется продолжить геофизические исследования в скважине с использованием комплекса PLT (Production Logging Tool).
· провести опробование турнейского горизонта;
· провести доразведку залежей по всем продуктивным горизонтам месторождения с целью уточнения геологического строения и перевода запасов категории С2 в категорию С1.
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11. ОПЫТНО-ПРОМЫШЛЕННЫЕ ИСПЫТАНИЯ НОВЫХ ТЕХНОЛОГИЙ И ТЕХНИЧЕСКИХ РЕШЕНИЙ

При реализации текущей системы разработки на месторождении имеются низкие показатели добычи конденсата, в связи с чем в рамках опытно-промышленных испытаний рекомендуется внедрение технологии Vortex (рис. 11.1), которая благоприятно способствует увеличению отдачи конденсата. 
Технология Vortex
При значительных объемах жидкости и невысоких значениях расхода газа происходит образование потока в режиме пузырьков. Без использования устройств Vortex пузырьки перемещаются через трубопровод в случайном порядке. Однако благодаря применению Vortex, газовые пузырьки объединяются в центральное вращающееся ядро. Эта технология способствует перемещению большего объема жидкости при том же или даже более низком количестве газа.
В сравнении с традиционными методами, использование технологии Vortex также помогает снизить забивание трубопроводов и уменьшает необходимость проведения дополнительных процедур, таких как ударное бурение скважины.
Технология Vortex демонстрирует свою эффективность, особенно в организации многофазного потока на забое ствола скважины, что представляет собой сложную задачу по подъему жидкостей. Применение технология позволяет значительно увеличить грузоподъемность даже в глубоких скважинах, обеспечивая более эффективное поднятие большего объема жидкости при сохранении постоянного дебита газа.
Технология Vortex:
-	Повышение добычи газа за счет сокращения времени простоя при работе с жидкостями. Улучшение движения жидкости без свабирования.
-	Снижает потребность в пробкоуловителяхи снижает воздействие жидкостей на входе в установку.
-	Уменьшение размера / количества водяных пробок, повышение производительности пункта переработки.
-	Предотвращение выпадения жидкости в низинах и в желобах на линии сбора.
-	Перемещает жидкости в газопроводах на большие расстояния и при перепадах высот.
-	Снижение потерь давления в коллекторах. Стабильные давления и потоки на перекачке нефтяных скважин.
-	Снижение замерзания зимой и сокращение использования метанола и возможности образования гидратов.
-	Предотвращение выпадения тяжелых жидкостей в сборные трубопроводы.
-	Инструмент может использоваться с системой сбора для добычи ШФЛУ на месторождении.
-	Сниженное выпадение твердых частиц и другого мусора / загрязняющих веществ в потоке газа.
-	Предотвращает образование парафина и снижает потребность в парафиновой профилактике.
-	Решение, не требующее особого обслуживания -инструмент не имеет движущихся частей. Можно устанавливать на одиночных линиях длиной до 12 миль.
Рабочий диапазон технологий Vortex:
-	Двух-или трехфазные условия (газ с водой, конденсат, ШФЛУ или нефть).
-	Обычно требуется скорость выше 5-6 фт/сек. Типичные скорости трубопроводов намного выше 25-40 фт/сек.
-	Не менее 125 фунтов/кв. дюйм (для поддержания газоконденсатов жидком состоянии). Не зависит от давления (более низкое давление обеспечивает повышенную эффективность).
-	Положительные изменения высоты дают преимущество с точки зрения снижения потерь давления.
-	Температура ниже 100 °для улучшенного восстановления / удаления жидкости.
-	Снижение замерзания даже при низких температурах (слякоть вместо гидратов, как в инструменте с низкими температурами).
- Трубопроводы, подверженные образованию парафинов, солей, черного порошка (сульфид железа) и других твердых веществам.

[image: ]
[bookmark: _Toc148082125][bookmark: _Toc241857773]Рис 11.1 – Схема «Vortex»/Устьевое оборудование
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Ликвидацией последствий недропользования является комплекс мероприятий, проводимых с целью приведения производственных объектов и земельных участков в состояние, обеспечивающее безопасность жизни и здоровья населения, охраны окружающей среды.
Кроме того, финансирование ликвидации последствий недропользования проводится за счет недропользователя или лица, непосредственно являющегося недропользователем до прекращения соответствующей лицензии или контракта на недропользование. Исполнение обязательства по ликвидации производится согласно Программе ликвидации последствий деятельности недропользования по общей сметной стоимости отчислений в Ликвидационный фонд и аккумулируется на специальном депозитном счете банка Республики Казахстан. 
На депозитный счет предприятия на дату 01.01.2026 года перечислено 807 651 326  тенге. 
Для определения размера ликвидационных расходов в ликвидационный фонд были рассчитаны:
· затраты на ликвидацию скважин;
· расчет затрат на ликвидацию объектов нефтепромыслового обустройства;
· расчет затрат на рекультивацию земли;
Таким образом, общие ликвидационные затраты по месторождению состоят из суммарных затрат на ликвидацию скважин, затрат на демонтажные работы объектов обустройства промысла, рекультивацию земли.
Расчет затрат на ликвидацию скважин
Расчет затрат на ликвидацию скважин был рассчитан на основании аналогов месторождений по фактической стоимости ликвидационных работ на одну скважину, с учетом количества планируемых к выбытию скважин на конец разработки месторождения.
Стоимость ликвидации эксплуатационной скважины составила 6 900 000 тенге. 
Количество скважин, к ликвидации - 43 эксплуатационных и 2 наблюдательные.
Таблица 12.1 – Стоимость ликвидации скважины
	Наименование показателей
	Количество
	 Стоимость, тенге
	Итого, тенге

	Ликвидация скважин
	45
	6 900 000
	        310 500 000 

	Итого
	
	
	  310 500 000 





Расчет затрат на ликвидацию объектов наземного обустройства
При расчете затрат ликвидации объектов наземного обустройства был составлен перечень и определена предполагаемая стоимость демонтажа наземных объектов. 
Таблица 14.2 – Стоимость демонтажа наземных объектов
	Наименование показателей
	Стоимость, тенге

	Демонтаж наземного обустройства
	          26 061 079 

	Демонтаж выкидных линии
	          63 629 478 

	Демонтаж тех. Площадок
	          97 746 004 

	Дизельная очистных сооружении
	          77 358 652 

	Вахтовый поселок, здания, сооружения
	        328 737 909 

	Демонтаж объектов энер-го хозяйства
	          34 932 373 

	Демонтаж котельной и пож.депо
	          25 100 039 

	Перемещение станка КРС
	            6 130 566 

	Временные здания
	          23 650 866 

	Итого
	683 346 966


Расчет объема рекультивируемых земель рассчитан исходя из общего объема рекультивации 15640м3, затраты на рекультивацию составили 93 218 419 тенге.
Расчет размера удельного норматива отчислений в ликвидационный фонд 
Расчет удельного норматива отчислений в ликвидационный фонд для обеспечения ликвидации последствий недропользования приведен в таблице 14.3. 
Таблица 14.3 – Расчет удельного норматива
	Наименование показателей
	Стоимость, тенге

	Рекультивация
	          93 218 419 

	Ликвидация скважин
	        310 500 000 

	Демонтаж наземного обустройства
	          26 061 079 

	Демонтаж выкидных линии
	          63 629 478 

	Демонтаж тех. Площадок
	          97 746 004 

	Дизельная очистных сооружении
	          77 358 652 

	Вахтовый поселок, здания, сооружения
	        328 737 909 

	Демонтаж объектов энер-го хозяйства
	          34 932 373 

	Демонтаж котельной и пож.депо
	          25 100 039 

	Перемещение станка КРС
	            6 130 566 

	Временные здания
	          23 650 866 

	Итого
	      1 087 065 385 

	в цнах 2026г
	       1 179 363 432 

	Технический надзор
	          15 659 840 

	Авторский надзор
	          10 826 555 

	НДС
	        192 935 972 

	Итого
	       1 398 785 800 

	Накопленные ЛФ
	          807 651 326 

	Отчисления, за вычетом накопленных
	       591 134 474 

	Отчисления, подлежащие накоплению с учетом инфляции
	       1 136 297 249 

	Накопленная добыча газа, млн.м3
	                5 698,42 

	Норматив отчислений, тенге/м3
	0,199



В таблице 14.4 представлены проектируемые отчисления в ликвидационный фонд по годам до конца контрактного периода по рекомендуемому варианту. 
Таблица 14.4 – Расчет ежегодных ликвидационных отчислений
	Годы
	Добыча газа, млн.м3.
	Норматив отчислений, тенге
	Ликвидацилнные отчисления, млн.тенге

	2026
	240,696
	0,20
	47,996186

	2027
	226,193
	0,20
	45,104225

	2028
	216,908
	0,20
	43,252672

	2029
	229,918
	0,20
	45,846940

	2030
	236,461
	0,20
	47,151667

	2031
	227,552
	0,20
	45,375045

	2032
	217,788
	0,20
	43,428053

	2033
	211,756
	0,20
	42,225289

	2034
	207,677
	0,20
	41,411931

	2035
	203,269
	0,20
	40,532914

	2036
	199,577
	0,20
	39,796695

	2037
	195,159
	0,20
	38,915767

	2038
	190,319
	0,20
	37,950690

	2039
	185,593
	0,20
	37,008267

	2040
	181,202
	0,20
	36,132621

	2041
	176,032
	0,20
	35,101744

	2042
	171,407
	0,20
	34,179489

	2043
	166,674
	0,20
	33,235669

	2044
	162,404
	0,20
	32,384258

	2045
	157,253
	0,20
	31,357182

	2046
	152,688
	0,20
	30,446828

	2047
	148,190
	0,20
	29,549986

	2048
	144,108
	0,20
	28,735892

	2049
	139,250
	0,20
	27,767273

	2050
	132,503
	0,20
	26,421833

	2051
	128,171
	0,20
	25,558063

	2052
	124,208
	0,20
	24,767703

	2053
	119,513
	0,20
	23,831556

	2054
	114,839
	0,20
	22,899573

	2055
	110,066
	0,20
	21,947849

	2056
	105,294
	0,20
	20,996284

	2057
	100,411
	0,20
	20,022592

	2058
	89,789
	0,20
	17,904499

	2059
	85,554
	0,20
	17,060012

	Итого
	5698,423
	 
	1136,297
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[bookmark: _Toc236319137]Таблица П.3.1.1 - Результаты гидродинамических исследований методом КВД
	[bookmark: _Toc17117123]№№ скв.
	Дата, д.м.г.
	Интервал перфорации, м 
	Рпл прив. к ГВК, МПа
	Рзаб, МПа
	∆P,
	Тпл, °C
	Газопрово-димость пласта, мкм2*м/(мПа*с)
	Проницае-мость пласта, мД
	Пъезопро-водность пласта, м2/с
	Скин-фактор
	Фильтрационный коэффициент 
	Свободный дебит, тыс.м³/сут
	Коэф-фициент продуктив-ности м³/(МПа*сут)

	
	
	
	
	
	МПа
	
	
	
	
	
	А, [МПа2]/ [тыс,м³/сут]
	В, [МПа2]/ [тыс,м³/сут]2
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15

	101
	07-15.09.2015 
	2206-2215, 2217-2226, 2234-2254
	10,5
	7,5
	3
	71,9
	 
	1,857
	 
	-6,1
	 
	 
	21
	7

	105
	23.08-06.09.2015 
	2206-2264 
	10,3
	7,9
	2,4
	70,5
	 
	0,208
	 
	-6,2
	 
	 
	15
	6,3

	107
	07-16.09.2015 
	2157-2171, 2175-2279, 2181-2200
	12,3
	7,6
	4,7
	67,9
	 
	1,11
	 
	-6,3
	 
	 
	25
	5,3

	110
	22.08-08.09.2015 
	2238-2290 
	12,5
	9,8
	2,7
	70,7
	 
	0,213
	 
	-6,2
	 
	 
	7
	2,6

	16Г
	08-17.09.2015 
	2144-2164, 2168-2194 
	12,4
	7,8
	4,6
	69,3
	 
	0,62
	 
	-6,1
	 
	 
	24
	5,2

	6Г
	18.09-01.10.2015 
	2081-2093, 2095-2102, 2105-2116, 2163-2168, 2170-2175 
	12,1
	7,7
	4,4
	68,2
	 
	0,47
	 
	-6,3
	 
	 
	10
	2,3

	113
	16-30.09.2015
	2070-2074, 2093-2095, 2097-2103, 2108-2112, 2117-2127 
	11,1
	7,6
	3,6
	67,8
	 
	0,57
	 
	-6,55
	 
	 
	15,6
	4,4

	114
	01.05-30.06.2015 
	2142-2193 
	14,6
	8,4
	6,2
	66,15
	 
	0,35
	 
	-7,52
	 
	 
	38
	6,2

	115
	23.06-22.08.2015 
	2194-2230, 2236-2260 
	13,5
	7,7
	5,8
	69,3
	 
	0,202
	 
	-6,31
	 
	 
	25,5
	4,4

	118
	19-26.09.2015 
	2323,6-2329,6, 2333-2337, 2341-2352, 2356-2360, 2361,4-2363,4, 2369-2372, 2377-2389 
	9,2
	7,4
	1,8
	70
	 
	0,34
	 
	-5,13
	 
	 
	5,3
	2,9

	122
	23.09-01.10.2015 
	2128-2210 
	10,4
	8
	2,4
	69,06
	 
	3,57
	 
	-6,3
	 
	 
	28,3
	11,9

	124
	24.08-08.09.2015 
	2209-2244 
	12,6
	7,9
	4,7
	69,6
	 
	0,2431
	 
	-5,5
	 
	 
	15,7
	3,4

	125
	26.09-08.10.2015 
	2122-2132, 2142-2145, 2150-2152, 2159-2166, 2168-2184 
	17,6
	9,5
	8
	70,6
	 
	0,34
	 
	 
	 
	 
	11
	1,4

	126
	02-23.09.2015 
	2148-2157,6, 2163.5-2165.2, 2166,8-2171, 2175,1-2180,5, 2184,6-2186,6, 2189,7-2206,8 
	14,8
	7,7
	7,1
	70,9
	 
	0,21
	 
	-6,14
	 
	 
	35
	4,9

	102
	12.08-02.09.2015 
	2027-2115 
	13,6
	8
	5,6
	 
	 
	1,21
	 
	-6,2
	 
	 
	43
	7,7

	101
	05.04.-10.04.2016
	2206-2215, 2217-2226, 2234-2254
	9,5
	7,7
	1,8
	70,6
	 
	1,1
	 
	-2,1
	 
	 
	7
	3,9

	102
	11.05.-28.05.2016
	2027-2115
	13,6
	8,4
	5,2
	64,9
	 
	0,79
	 
	-5,7
	 
	 
	39
	7,5

	106
	06.05.-20.06.2016
	2127-2231,6
	14,1
	10,7
	3,4
	 
	 
	0,33
	 
	15,7
	 
	 
	3
	0,9

	107
	04.08.-22.08.2016
	2157-2171, 2175-2179, 2181-2200
	11,2
	7,7
	3,5
	 
	 
	0,19
	 
	-5,6
	 
	 
	15
	4,3

	108
	10.04.-15.04.2016
	2055-2125
	11,8
	8,1
	3,7
	66,5
	 
	0,21
	 
	-6,1
	 
	 
	58
	15,8

	109
	04.09-22.09.2016
	2265-2273, 2275-2284, 2287-2290, 2293-2313
	9,2
	7,9
	1,3
	 
	 
	0,8
	 
	-4,1
	 
	 
	7
	5,4

	111
	04.07.-02.08.2016
	2130-2148, 2152-2159, 2163-2167, 2169-2188
	13,1
	8,1
	5
	68,9
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	16Г
	05.08.-22.08.2016
	2144-2164, 2168-2194
	12,4
	7,8
	4,6
	 
	 
	0,31
	 
	-5,4
	 
	 
	16,7
	3,6

	112
	15.04-10.05.2016 
	2061-2062, 2070-2075, 2082-2088, 2090-2105 
	16,4
	8,7
	7,7
	66,2
	 
	0,29
	 
	-5,56
	 
	 
	54,8
	7,1

	114
	04.07-03.08.2016 
	2124-2193 
	14,9
	8,3
	6,6
	66,9
	 
	0,0767
	 
	-5,71
	 
	 
	30
	4,6

	115
	23.08-13.09.2016 
	2194-2230, 2236-2260 
	14
	9,5
	4,6
	63,2
	 
	0,13
	 
	-5,7
	 
	 
	24
	5,3

	118
	06-19.08.2016 
	2323,6-2329,6, 2333-2337, 2356-2360, 2361,4-2363,4, 2369-2372, 2377-2389  
	9,5
	9,3
	0,1
	70,2
	 
	0,43
	 
	-6,05
	 
	 
	5
	36,6

	120
	20-31.08.2016 
	2119-2224 
	15,2
	9,3
	5,9
	68,9
	 
	0,08
	 
	-0,06
	 
	 
	9,5
	1,6

	122
	05-17.07.2016 
	2128-2210 
	10,5
	8,4
	2,1
	68,6
	 
	0,44
	 
	-6,02
	 
	 
	30
	14

	123
	02.08-29.08.2016 
	2107-2110, 2112-2114,5, 2116-2124 
	15
	8,2
	6,8
	66,4
	 
	0,54
	 
	-5,71
	 
	 
	77
	11,3

	124
	05.07-03.08.2016 
	2209-2217, 2228-2444, 2253-2276 
	12,2
	8,3
	3,9
	69,8
	 
	0,44
	 
	-2,67
	 
	 
	28
	7,2



Продолжение таблицы П.3.1.1
	126
	22-31.08.2016 
	2148-2157,6, 2163,5-2165,2, 2166,8-2171, 2175,1-2180,5, 2184,6-2186,6, 2189,7-2206,8 
	13,5
	8,1
	5,3
	72,8
	 
	0,28
	 
	-4,59
	 
	 
	26
	4,9

	127
	17.07-01.08.2016 
	2115-2118, 2122-2128, 2132-2136, 2138-2152 
	12,7
	8,7
	4
	66,5
	 
	1,08
	 
	-4,8
	 
	 
	31,2
	7,7

	128
	30.08-02.09.2016 
	2046-2050, 2052-2054, 2059-2064, 2068-2073, 2076-2090 
	19
	9,9
	9,1
	65,8
	 
	0,618
	 
	-5,65
	 
	 
	90
	9,9

	104
	05.05-21.06.2016 
	2320-2510 
	7,9
	 
	 
	 
	 
	0,24
	 
	-6,68
	 
	 
	6
	 

	116
	16.05.2016.
	2118 - 2181 
	16,4
	 
	 
	 
	 
	0,00084
	0,005337
	-6,64
	 
	 
	52
	 

	101
	26.07-07.08.2017
	2206-2254 
	9,6
	7,9
	1,7
	71,7
	 
	3,27
	 
	-5,1
	 
	 
	11,8
	7

	102
	06.05.2017
	2051,6 - 2116 
	13,6
	 
	 
	60,9
	 
	0,7
	0,00334
	-5,3
	 
	 
	 
	 

	102
	25.07-21.08.2017
	2027-2115
	13,8
	8,9
	4,9
	 
	 
	1,76
	 
	-5,6
	 
	 
	32
	6,5

	102
	27.07.2017
	2099-2101, 2089-2095, 2081-2084, 2076-2079,5, 2071-2074, 2065-2068, 2051,5-2054,5
	13,5
	 
	 
	64,9
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	103
	04.05.2017
	2070 - 2127 
	10,8
	 
	 
	69
	 
	0,6
	0,00201
	-6
	 
	 
	 
	 

	103
	24.07-09.08.2017
	2186-2194, 2202-2223
	12,7
	7,3
	5,4
	69,4
	 
	0,25
	 
	-5
	 
	 
	26,7
	5

	104
	20.07.2017
	2330,4 - 2485 
	7,6
	 
	 
	66,7
	 
	1,3
	0,00339
	-2
	 
	 
	 
	 

	105
	01.05.2017
	2206-2250 
	9,6
	 
	 
	71,3
	 
	4,5
	0,00159
	-4,1
	 
	 
	 
	 

	106
	20.07.2017
	2130,6 - 2209
	12,8
	 
	 
	66,7
	 
	0,1
	0,000202
	-2,9
	 
	 
	 
	 

	108
	02.04-04.05.2017
	2055-2125
	10,9
	7,2
	3,7
	68,4
	 
	1,26
	 
	-4,6
	 
	 
	35
	9,6

	108
	22.07.2017
	2055 - 2100 
	11,9
	 
	 
	67,8
	 
	3,7
	0,01428
	-5
	 
	 
	 
	 

	109
	24.05.2017
	2265 - 2291,5
	8,5
	 
	 
	71,3
	 
	6,4
	0,02076
	-1,6
	 
	 
	 
	 

	110
	05.05.2017
	2238 - 2290 
	11,7
	 
	 
	72,7
	 
	0,6
	0,00145
	-5,4
	 
	 
	 
	 

	110
	24.07.2017
	2238 - 2290 
	11,8
	 
	 
	72,7
	 
	0,9
	0,00213
	-2,2
	 
	 
	 
	 

	111
	23.07-23.08.2017
	2130-2148, 2152-2159, 2163-2167, 2169-2188 
	13,2
	7,5
	5,7
	69,4
	 
	0,38
	 
	-5
	 
	 
	38,2
	6,7

	16Г
	26.07.2017
	2144 - 2169 
	10,5
	 
	 
	69,4
	 
	0,47
	0,001721
	-5
	 
	 
	 
	 

	112
	26.07-21.08.2017 
	2061-2062, 2070-2075, 2082-2088, 2090-2105 
	16,5
	8
	8,5
	 
	 
	0,21
	 
	-5,19
	 
	 
	58
	6,8

	113
	26.07-07.08.2017 
	2070-2074, 2093-2095, 2097-2103, 2108-2112, 2117-2127 
	10,9
	7,5
	3,4
	 
	 
	0,57
	 
	-5,29
	 
	 
	11,3
	3,3

	114
	26.07-22.08.2017 
	2124-2193 
	15
	7,8
	7,2
	68,8
	 
	0,059
	 
	-6,11
	 
	 
	36,6
	5,1

	115
	25.07-23.08.2017 
	2194-2230, 2236-2260 
	13,9
	8,9
	5,1
	72
	 
	0,13
	 
	-5,66
	 
	 
	22
	4,4

	116
	26.07-21.08.2017 
	2118-2128, 2132-2140, 2145-2149, 2152-2181 
	14,4
	7,9
	6,5
	68,5
	 
	0,25
	 
	-5,1
	 
	 
	60
	9,3

	120
	25.07-07.08.2017 
	2119-2224 
	15,4
	9,6
	5,8
	68,9
	 
	0,11
	 
	-0,89
	 
	 
	12,5
	2,2

	122
	25.07-09.08.2017 
	2128-2210 
	11,2
	8,7
	2,5
	 
	 
	0,8
	 
	-3,95
	 
	 
	44
	17,9

	123
	26.07-21.08.2017 
	2107-2110, 2112-2114,5, 2116-2124 
	14,5
	7,9
	6,6
	66,6
	 
	0,36
	 
	-4,99
	 
	 
	42
	6,4

	128
	26.07-22.08.2017 
	2046-2050, 2052-2054, 2059-2064, 2068-2073, 2076-2090 
	16,9
	8,2
	8,7
	65
	 
	0,85
	 
	-4,89
	 
	 
	69
	8

	130
	26.07-22.08.2017 
	2164-2170, 2174-2180, 2184-2210 
	18
	8,4
	9,6
	65,4
	 
	0,43
	 
	-5,22
	 
	 
	67,9
	7

	131
	20.07-23.08.2017 
	2204,5-2208,5, 2211-2222, 2224-2234, 2239-2263 
	12,9
	8,3
	4,6
	72,8
	 
	0,89
	 
	-3,63
	 
	 
	40,7
	8,9

	133
	26.07-21.08.2017 
	2113,5-2115,5, 2123-2127, 2128,5-2130,5, 2135-2141, 2146-2148, 2151-2170 
	17,4
	11,7
	5,7
	 
	 
	0,71
	 
	-3,74
	 
	 
	41
	7,2

	16Г
	17.09.2018
	2144-2164, 2168-2194
	8,5
	 
	 
	65,1
	9
	0,033
	0,05945
	-3,8
	0,15
	0,005
	84,7
	 

	102
	12.07.2018
	2099-2102, 2089-2095, 2081-2084, 2076-2079,5, 2071-2074, 2065-2068, 2051,5-2054,5
	9,6
	 
	 
	61,7
	1,2
	0,002
	0,00763
	-3,39
	0,41
	0,0047
	70,9
	 



Продолжение таблицы П.3.1.1
	108
	14-15.07.2018
	2055-2125
	9,6
	 
	 
	64,1
	12,6
	0,015
	0,01762
	-3,36
	0,153
	0,00556
	85,9
	 

	109
	18.09.2018
	2265,0-2273,0, 2275,0-2284,0, 2287,0-2290,0
	7,3
	 
	 
	68,5
	34,1
	0,181
	0,56411
	0,158
	0,05455
	0,00001
	7,522
	 

	110
	5-6.07.2018
	2238,0-2261,0, 2272,0-2290,0
	9,1
	 
	 
	67,3
	0,5
	0
	0,00131
	0,809
	3,285
	0,0532
	16,8
	 

	112
	15-16.07.2018
	2061-2062, 2070-2075, 2082-2088, 2090-2105
	10,9
	 
	 
	62,9
	6,3
	0,005
	0,00451
	-3,71
	0,303
	0,0129
	65,2
	 

	113
	20-21.09.2018
	2070- 2074, 2093-2095, 2097-2103, 2108-2112, 2117-2127 
	8,9
	 
	 
	63,6
	6,1
	0,004
	0,01412
	-3,7
	0,307
	0,0072
	60,7
	 

	120
	7-8.07.2018
	2119-2224
	11,7
	 
	 
	67,3
	0,3
	0
	0,00039
	-1,5
	4
	0,203
	14,8
	 

	122
	25.07.2018
	2128-2210 
	7,8
	 
	 
	68,3
	12,7
	0,012
	0,01425
	-2,05
	0,136
	0,00375
	94,8
	 

	123
	16.07.2018
	2107-2110, 2112-2114,5, 2116-2124
	9,9
	 
	 
	63,3
	5,8
	0,005
	0,01017
	-0,862
	0,31
	0,00295
	101,3
	 

	127
	26-27.07.2018
	2115-2118, 2122-2128, 2132-2136, 2138-2152
	9,2
	 
	 
	60,9
	25,8
	0,022
	0,04573
	-1,99
	0,08
	0,0023
	138,2
	 

	128
	18-19.07.2018
	2046-2050, 2052-2054, 2059-2064, 2068-2073, 2076-2080
	12,1
	 
	 
	64,2
	10,5
	0,016
	0,02261
	-3,74
	0,2
	0,00592
	107,3
	 

	129
	25.07.2018
	2099-2101, 2110-2116, 2124-2128, 2133-2139, 2141-2157
	8,8
	 
	 
	62,5
	48
	0,035
	0,09013
	-2,91
	0,046
	0,0005
	264,9
	 

	130
	20.07.2018
	2164-2170, 2174-2180, 2184-2210
	10,7
	 
	 
	67,7
	5
	0,008
	0,01756
	-3,12
	0,384
	0,0018
	139,4
	 

	132
	22-24.07.2018
	2187-2191, 2195-2198, 2200-2204, 2207-2215, 2220-2222, 2225-2244
	7,9
	 
	 
	60,1
	1,7
	0,003
	0,00763
	-0,431
	1,15
	0,036
	22,8
	 

	133
	26.12.2018
	2113,5-2115,5, 2123-2127,2128,5-2130,5, 2135-2141, 2146-2148, 2151-2170
	9,6
	 
	 
	66,2
	3
	0,002
	0,00287
	-3,02
	0,59
	0,0315
	36
	 

	101
	01-25.08.2018 
	2206-2215, 2217-2226, 2234-2254 
	8,7
	1,9
	6,8
	 
	 
	1,16
	 
	8,41
	 
	 
	4,1
	0,6

	102
	01.08-04.09.2018 
	2051,5-2102
	13,3
	7,5
	5,8
	 
	 
	0,82
	 
	-6,7
	 
	 
	31,9
	5,5

	103
	01-25.08.2018 
	2161-2164, 2166-2170, 2173-2177, 2178-2184 
	12
	5,7
	6,4
	 
	 
	0,084
	 
	-3,26
	 
	 
	10,3
	1,6

	104
	01-25.08.2018 
	2270-2510 
	8
	6
	1,9
	 
	 
	0,233
	 
	-7,31
	 
	 
	2,4
	1,2

	105
	01-25.08.2018 
	2206-2261
	9,1
	7,4
	1,6
	 
	 
	0,47
	 
	-3,89
	 
	 
	4,2
	2,6

	106
	01-25.08.2018 
	2122-2231 
	11,5
	4,6
	6,9
	 
	 
	1,29
	 
	0,522
	 
	 
	3,5
	0,5

	107
	01-26.08.2018 
	2157-2171, 2175-2179, 2181-2200 
	9,9
	5,6
	4,2
	 
	 
	0,18
	 
	-4,4
	 
	 
	11,6
	2,8

	108
	01.08-01.09.2018
	2055-2125 
	10,9
	7,3
	3,6
	 
	 
	1,45
	 
	-5,65
	 
	 
	40,1
	11,2

	109
	01-26.08.2018 
	2265-2273, 2275-2284, 2287-2290, 2293-2313 
	8
	4,9
	3
	 
	 
	0,276
	 
	6,94
	 
	 
	4,1
	1,4

	110
	01.08-25.08.2018 
	2238-2248, 2250-2260, 2272-2290 
	11,2
	9
	2,2
	 
	 
	0,03
	 
	-5
	 
	 
	1,6
	0,7

	111
	25-30.08.2018 
	2130-2148, 2152-2159, 2163-2167, 2169-2188 
	11,8
	8,9
	2,8
	 
	 
	0,82
	 
	-4,3
	 
	 
	24
	8,5

	112
	01-25.08.2018 
	2061-2062, 2070-2075, 2082-2088, 2090-2105
	15,8
	7,1
	8,7
	 
	 
	0,15
	 
	-5,54
	 
	 
	58
	6,7

	113
	30.07-27.08.2018 
	2070-2074, 2093-2095, 2097-2103, 2108-2112, 2117-2127
	9,9
	6,8
	3,1
	 
	 
	1,17
	 
	-5,8
	 
	 
	8,9
	2,9

	114
	01.08-01.09.2018 
	2124-2193 
	12,7
	7,4
	5,3
	 
	 
	0,26
	 
	-5,13
	 
	 
	30,1
	5,7

	115
	29.07-25.08.2018 
	2194-2230, 2236-2260 
	12,7
	7,4
	5,3
	 
	 
	0,13
	 
	-5,29
	 
	 
	1,8
	0,3

	116
	01.08-01.09.2018 
	2118-2128, 2132-2140, 2145-2149, 2152-2181 
	13,6
	7,9
	5,7
	 
	 
	0,23
	 
	-5,99
	 
	 
	56,3
	9,8

	118
	01.08-02.09.2018 
	2323,6-2329, 2333-2337, 2356-2360, 2361,4-2363,4, 2369-2372, 2377-2389 
	8,4
	7,3
	1
	 
	 
	0,31
	 
	-2,4
	 
	 
	3,7
	3,6
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	120
	30.07-17.08.2018 
	2119-2224 
	13,6
	7,2
	6,4
	 
	 
	0,033
	 
	-2,5376
	 
	 
	6,3
	1

	121
	01-25.08.2018 
	2184-2193, 2196-2200, 2202-2203,5, 2207-2216, 2221-2224, 2228-2241,5 
	8,5
	6,9
	1,6
	 
	 
	0,89
	 
	-5,5
	 
	 
	5,5
	3,4

	122
	01-24.08.2018 
	2117-2210 
	9,1
	6,7
	2,4
	 
	 
	0,11
	 
	-4,65
	 
	 
	5,7
	2,3

	123
	01-25.08.2018 
	2107-2110, 2112-2114,5, 2116-2124 
	13,6
	7,3
	6,3
	 
	 
	0,363
	 
	-5,76
	 
	 
	36,5
	5,8

	124
	01-25.08.2018 
	2209-2217, 2228-2244, 2253-2276 
	11,8
	7,6
	4,2
	 
	 
	0,098
	 
	-3,32
	 
	 
	12,3
	2,9

	126
	01-27.08.2018 
	2148-2157,6, 2163,5-2165,2, 2166,8-2171, 2175,1-2180,5, 2184,6-2186,6, 2189,7-2206,8 
	13
	7,4
	5,5
	 
	 
	0,17
	 
	-4,59
	 
	 
	14,9
	2,7

	127
	30.07-29.08.2018 
	2115-2118, 2122-2128, 2132-2136, 2138-2152 
	11
	7,6
	3,4
	 
	 
	0,33
	 
	-5,7
	 
	 
	13,3
	4

	128
	01.08-01.09.2018 
	2046-2050, 2052-2054, 2059-2064, 2068-2073 
	15,8
	7,4
	8,4
	 
	 
	0,713
	 
	-5,53
	 
	 
	59
	7

	130
	01.08-25.08.2018 
	2164-2170, 2174-2180, 2184-2210 
	16,3
	7,9
	8,4
	 
	 
	0,42
	 
	-5,5
	 
	 
	51,4
	6,1

	131
	01-22.08.2018 
	2204,5-2208,5, 2211-2222, 2224-2234, 2239-2263 
	11,2
	7,4
	3,7
	 
	 
	0,51
	 
	-4,56
	 
	 
	21,1
	5,6

	132
	01-20.08.2018 
	2113,5-2115,5, 2123-2127, 2128,5-2130,5, 2135-2141, 2146-2148, 2151-2170 
	15,4
	7,4
	8
	 
	 
	0,6
	 
	-3,3
	 
	 
	21,1
	2,6

	133
	01.08-20.08.2018 
	2113,5-2115,5, 2123-2127, 2128,5-2130,5, 2135-2141,2146-2148, 2151-2170,0
	13,8
	8,4
	5,4
	 
	 
	0,18
	 
	-5,5
	 
	 
	15,3
	2,8

	134
	01.08-01.09.2018 
	2237-2242, 2245-2249, 2256-2258, 2261-2267, 2269-2275, 2279-2296
	21,2
	13,7
	7,5
	 
	 
	0,011
	 
	-4,7
	 
	 
	7,3
	1

	103
	08.02.2019
	2161,0-2164,0, 2173,0-2177,0, 2178,0-2184,0, 2186,0-2194,0, 2202,0-2223,0
	9,3
	 
	 
	64,52
	14,52
	0,00646
	0,00823
	-3,61
	0,135
	0,011
	67,5
	 

	128
	28-29.06.2019
	2046-2050, 2052-2054, 2059-2064, 2068-2073, 2076-2090
	11,4
	 
	 
	65,51
	10,03
	0,01024
	0,01438
	-3,57
	0,209
	0,0041
	113,9
	 

	131
	30.06-1.07.2019
	2204,5-2208,5, 2211-2222, 2224-2234, 2239-2263
	9
	 
	 
	69,49
	8,86
	0,00367
	0,007514
	-3,08
	0,243
	0,00217
	122,3
	 

	101
	6-7.07.2019
	2206-2215, 2217-2226,2234-2254
	8,6
	 
	 
	68,46
	0,57
	0,00062
	0,002742
	3,97
	3,5
	0,2595
	9,2
	 

	102
	4-5.07.2019
	2099-2102, 2089-2095, 2081-2084, 2076-2079,5, 2071-2074, 2065-2068, 2051,5-2054,5
	10,5
	 
	 
	63,3
	6,43
	0,00805
	0,010832
	-3,68
	0,325
	0,00345
	94,8
	 

	103
	9-10.07.2019
	2161,0-2164,0, 2173,0-2177,0, 2178,0-2184,0, 2186,0-2194,0, 2202,0-2223,0
	9,4
	 
	 
	66,15
	20,25
	0,02576
	0,00804
	-2,72
	0,1
	0,0563
	32,2
	 

	105
	14-15.07.2019
	2206-2210, 2214-2220, 2225-2231, 2235-2238, 2242-2261
	8,4
	 
	 
	68,16
	9,45
	0,01857
	0,027583
	-3,63
	0,246
	0,0019
	114,3
	 

	112
	10-11.07.2019
	2061-2062, 2070-2075, 2082-2088, 2090-2105
	10,7
	 
	 
	64,48
	9,19
	0,00597
	0,011
	-3,47
	0,215
	0,0026
	125,8
	 

	116
	11-12.07.2019
	2118-2128, 2132-2140, 2145-2149, 2152-2181
	10,1
	 
	 
	66,86
	3,46
	0,00171
	0,004758
	-2,49
	0,54
	0,0089
	63,2
	 

	123
	03.07.2019
	2107-2110, 2112-2114,5, 2116-2124
	10,7
	 
	 
	64,74
	2,53
	0,00199
	0,005499
	-2,27
	0,793
	0,0019
	78,8
	 

	129
	8-9.07.2019
	2099-2101, 2110-2116, 2124-2128, 2133-2139, 2141-2157
	8,5
	 
	 
	66,5
	5,06
	0,01468
	0,023198
	-2,41
	0,44
	0,0059
	53,2
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	130
	5-6.07.2019
	2164-2170, 2174-2180, 2184-2210
	10
	 
	 
	67,54
	5,41
	0,00817
	0,012449
	-3,02
	0,353
	0,0017
	125,4
	 

	132
	7-8.07.2019
	2187-2191, 2195-2198, 2200-2204, 2207-2215, 2220-2222, 2225-2244
	10,4
	 
	 
	66,92
	4,85
	0,00859
	0,013727
	-2,81
	0,45
	0,0073
	77,4
	 

	133
	1-2.07.2019
	2113,5-2115,5, 2123-2127,2128,5-2130,5, 2135-2141, 2146-2148, 2151-2170
	10,1
	 
	 
	68,18
	24,29
	0,0141
	0,007424
	-3,48
	0,085
	0,0067
	91,8
	 

	113
	01-11.08.2019 
	2070-2074, 2093-2095, 2097-2103, 2108-2112, 2117-2127 
	8,8
	3,6
	5,2
	 
	 
	0,59
	 
	-5,48
	 
	 
	16,4
	3,1

	101
	01-11.08.2019 
	2206-2215, 2217-2226, 2234-2254 
	9,1
	6,9
	2,2
	 
	 
	1,27
	 
	-6,36
	 
	 
	11,5
	5,3

	6Г
	31.07-11.08.2019 
	2081-2093, 2095-2102, 2105-2116 
	8,4
	3,5
	4,9
	 
	 
	0,48
	 
	-4,15
	 
	 
	8,5
	1,8

	112
	17.07-31.08.2019
	2061-2062, 2070-2075, 2082-2088, 2090-2105 
	15,6
	7,4
	8,3
	 
	 
	0,1853
	 
	-5,47
	 
	 
	50,9
	6,2

	16Г
	01-24.08.2019 
	2144-2164, 2168-2194 
	9
	4,2
	4,9
	 
	 
	0,29
	 
	-5,31
	 
	 
	17,8
	3,7

	102
	15.07-31.08.2019 
	2051.5-2054.5, 2065-2068, 2071-2074, 2076-2079.5, 2081-2084, 2089-2095 
	12,8
	7,7
	5,1
	 
	 
	0,97
	 
	-6,44
	 
	 
	25,2
	4,9

	122
	01-20.08.2019
	2128-2210 
	8,3
	4,5
	3,8
	 
	 
	0,92
	 
	-5,31
	 
	 
	23,6
	6,1

	123
	17.07-31.08.2019 
	2107-2110, 2112-2114.5, 2116-2124 
	13,7
	7,3
	6,5
	 
	 
	0,413
	 
	-6,09
	 
	 
	40,3
	6,2

	130
	15.07-31.08.2019 
	2164-2170, 2174-2180, 2184-2210 
	15,8
	7,5
	8,3
	 
	 
	0,39
	 
	-5,8
	 
	 
	53,7
	6,5

	131
	30.06-1.07.2019
	2204,5-2208,5, 2211-2222, 2224-2234, 2239-2263
	8,9
	 
	 
	69,5
	8,9
	0,00367
	0,007514
	-3.08
	0.243
	0.00217
	122,3
	 

	132
	7-8.07.2019
	2187-2191, 2195-2198, 2200-2204, 2207-2215, 2220-2222, 2225-2244
	10
	 
	 
	66,9
	4,9
	0,00859
	0,013727
	-2,81
	0,45
	0.00730
	77,4
	 

	133
	1-2.07.2019
	2113,5-2115,5, 2123-2127,2128,5-2130,5, 2135-2141, 2146-2148, 2151-2170
	9,8
	 
	 
	68,2
	24,3
	0,0141
	0,007424
	-3,48
	0.085
	0.0067
	91,8
	 

	5Г
	7-10.05.2019 
	2262-2278, 2281-2289 
	11
	1,6
	9,4
	73,9
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	101
	04.09.2020
	2206-2215;
	7,8
	4,2
	2,7
	 
	0,43
	0,223
	0,0005
	1,7
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2217-2226;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2234-2254
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	102
	27.07.2020
	2051,5-2054,5;
	9,5
	7,5
	3,6
	 
	3,13
	5,104
	0,019
	-3,67
	 
	 
	 
	 

	
	
	  2065-2068;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	  2071-2074;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2076-2079,5;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2089-2095;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	  2081-2084;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2099-2102
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	105
	29.08.2020
	2214.0-2220.0;
	7,7
	4,4
	2,9
	 
	0,44
	3,76
	0,019
	3,45
	 
	 
	 
	 

	
	
	2225.0-2231.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2235.0-2238.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2240.0-2261.0
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	108
	06.08.2020
	2055-2125
	9
	5
	2,8
	 
	 
	2,122
	 
	-1,55
	 
	 
	 
	 

	111
	29.08.2020
	2130-2148;
	10,6
	5,1
	4,4
	 
	0,35
	1,313
	0,0031
	-4,6
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2152-2159;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2163-2167;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2169-2188
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	112
	31.07.2020
	2061-2062;
	14,2
	6,8
	5,5
	 
	0,26
	0,908
	0,0032
	-6,1
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2070-2075;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2082-2088;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2090-2105
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	114
	01.07.2020
	2124-2193.5
	10,9
	7,3
	3,8
	 
	0,84
	0,76
	0,0025
	-4,04
	 
	 
	 
	 

	116
	31.07.2020
	2118-2128;
	12,5
	7
	2,8
	 
	0,37
	0,681
	0,0021
	-5,67
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2132-2140;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2145-2149;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2152-2181
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	123
	31.07.2020
	2107-2110;
	12,5
	6,7
	4,5
	 
	0,32
	0,791
	0,0037
	-6,3
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2112-2114.5;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2116-2124
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	127
	21.08.2020
	2115-2118;
	9,1
	6,9
	2,4
	 
	3,21
	2,253
	0,0091
	-1,05
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2122-2128;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2132-2136;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2138-2152
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	128
	25.07.2020
	2046-2050;
	11,1
	7,9
	0,27
	 
	2,09
	3,788
	0,0201
	-4
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2052-2054;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2059-2064;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2068-2073;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2076-2090
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	128
	31.07.2020
	2046-2050;
	14,1
	7,3
	3,8
	 
	0,39
	1,135
	0,0043
	-5,6
	 
	 
	 
	 

	
	
	2052-2054;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2059-2064;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2068-2073;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2076-2090
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	130
	31.07.2020
	2164-2170;
	14,8
	7,2
	4,9
	 
	0,23
	0,918
	0,0041
	-5,97
	 
	 
	 
	 

	
	
	2174-2180;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2184-2210
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	131
	29.08.2020
	2204.5-2208.5;
	8,3
	4,9
	8,8
	 
	 
	1,688
	0,0041
	-3,97
	 
	 
	 
	 

	
	
	2211-2222;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2224-2234;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2239-2263
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	132
	29.08.2020
	2187-2191;
	11,9
	3,8
	4
	 
	0,26
	1,076
	0,0037
	1,04
	 
	 
	 
	 

	
	
	2195-2198;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2200-2204;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2207-2215
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	134
	14.08.2020
	2237.0-2242.0; 2245.0-2249.0; 2256.0-2258.0; 2261.0- 2267.0; 2269.0-2275.0; 2279.0-2296.0
	14,2
	13,18
	-3,68
	 
	0,8
	0,558
	0,0036
	-4,06
	 
	 
	 
	 

	123
	02.09.2020
	2075,8-2076,8; 2078,7-2079,7; 2086,5-2086,5; 2091- 2093; 
	10,6
	7,2
	0,98
	 
	2,32
	1,585
	0,0043
	-0,0244
	 
	 
	 
	 

	
	
	2098-2103; 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2107-2110; 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2112.0-2114.5; 2116-2124
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	109
	13.12.2020
	2265,0-2273,0, 
	7,2
	4,8
	2,4
	 
	0,47
	0,7
	0,0323
	-2,01
	 
	 
	 
	 

	
	
	2275,0-2284,0,
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2287,0-2290,0
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	110
	30.12.2020
	2238.0-2261.0;
	6,5
	5,8
	0,7
	 
	9,38
	8,4
	0,027463
	-3,04
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2272.0-2290.0
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	116
	29.07.2020
	2118-2128, 
	10,4
	7,9
	2,5
	 
	2,52
	1,3
	0,005168
	-2,72
	 
	 
	 
	 

	
	
	2132-2140, 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2145-2149,
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2152-2181
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	118
	19.12.2020
	2321- 2413 
	7,3
	5,5
	1,8
	 
	0,22
	0,29
	0,001579
	-2,85
	 
	 
	 
	 

	
	
	щелевой фильтр, 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2358-2360, 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2361-2363, 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2369-2372,
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2377-2389
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	129
	24.12.2020
	2099-2101,
	6,3
	4,4
	1,9
	 
	3,96
	2,96
	0,00836
	-2,46
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2110-2116, 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2124-2128, 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2133-2139,
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2141- 2157
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	133
	14.08.2020
	2113,5-2115,5; 2123-2127;
	8,1
	6,7
	1,4
	 
	6,53
	3,86
	0,013293
	-3,95
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2128,5-2130,5; 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2135-2141; 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2146-2148; 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2151-2170
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	6Г
	31.12.2021
	2081-2093;
	6,2
	5,28
	0,183
	 
	10,17
	19,239591
	0,041437
	-3,28
	 
	 
	 
	 

	
	
	2095-2102;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2105-2116;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2163-2168;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2170-2175
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	16Г
	25.07-20.08.2021 
	2144.0-2164.0; 2168.0-2194.0 
	7,9
	5,29
	3,6
	 
	0,255
	0,1721
	20,2
	-6,2
	 
	 
	 
	 

	16Г
	18.12.2021
	2144-2164;
	6,1
	5,27
	0,25
	 
	15,3
	30,604
	0,0727
	-4,28
	 
	 
	 
	 

	
	
	2168-2194
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	101
	01.08.2021
	2206.0-2215.0; 2217.0-2226.0;
	7,8
	6,12
	1,18
	 
	1,72
	2,8623
	0,0259
	0,6
	 
	 
	 
	 

	
	
	2234.0-2254.0
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	102
	24.07-21.08.2021 
	2027.0-2115.0 
	10
	5,18
	2,3
	 
	0,406
	0,37
	51,3
	-5,9
	 
	 
	 
	 

	102
	07.12.2021
	2051,5-2054,5;
	8,4
	5,62
	1,596
	 
	3,7
	5,183724
	0,017724
	-2,9
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2065-2068;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2071-2074;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2076-2079,5;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2089-2095;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2081-2084;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2099-2102
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	103
	30.07.2021
	2161.0-2164.0; 2166.0-2170.0; 2173.0-2177.0; 2178.0-2184.0; 2186.0-2194.0; 2202.0-2223.0
	9,3
	6,04
	2,48
	 
	0,12
	0,07896
	0,000778
	-5,59
	 
	 
	 
	 

	104
	01.08.2021
	2270-2510
	7
	5,59
	1,25
	 
	1,03
	0,23
	0,0025
	-8
	 
	 
	 
	 

	105
	29.07-21.08.2021 
	2214.0-2220.0 ; 2225.0-2231.0 ; 2235.0-2238.0 ; 2240.0-2261.0 
	6,9
	5,2
	2,4
	 
	0,902
	8,42
	931
	-4,14
	 
	 
	 
	 

	105
	30.09.2021
	2206-2210;
	6,7
	5,45
	0,85
	 
	2,55
	1,236
	0,003201
	1,7
	 
	 
	 
	 

	
	
	2214-2220;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2225-2231;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2235-2238;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2242-2261
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	106
	30.07.2021
	2122.0-2231.0
	9,6
	6,3
	2,32
	 
	 
	0,118
	0,0018
	-4,73
	 
	 
	 
	 

	107
	25.07-20.08.2021 
	2157.0-2171.0; 2175.0-2179.0; 2181.0-2200.0 
	7,1
	5,2
	2,9
	 
	0,442
	0,4585
	55,1
	-5,8
	 
	 
	 
	 

	108
	27.07-26.08.2021 
	2055.0-2125.0 
	8
	5,5
	3,9
	 
	2,44
	1,51
	152
	-5,55
	 
	 
	 
	 

	108
	07.11.2021
	2055-2125 (щелевой фильтр)
	7,5
	5,4
	1,05
	 
	6,13
	8,174
	0,0181
	-3,54
	 
	 
	 
	 

	109
	31.07-19.08.2021 
	2265.0-2273.0; 2275.0-2284.0; 2287.0-2290.0; 2293.0-2313.0 
	6,5
	5,3
	1,6
	 
	0,58
	0,3765
	26,8
	-3,1
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	110
	30.07.202
	2238.0-2248.0; 2250.0-2260.0
	9,8
	6,42
	2,96
	 
	0,0793
	0,04935
	0,0005
	-6,2
	 
	 
	 
	 

	111
	25.07-24.08.2021 
	2130.0-2148.0; 2152.0-2159.0; 2163.0-2167.0; 2169.0-2188.0 
	9,8
	5,4
	5,3
	 
	0,247
	0,915
	64,2
	-5,8
	 
	 
	 
	 

	112
	28.07-29.08.2021 
	2061.0-2062.0; 2070.0-2075.0; 2082.0-2088.0; 2090.0-2105.0 
	13,3
	6,3
	7,7
	 
	0,324
	0,26
	36,7
	-6,3
	 
	 
	 
	 

	112
	23.12.2021
	2061-2062;
	9,3
	6,195
	1,855
	 
	4,02
	4,6852
	0,01895
	-3,67
	 
	 
	 
	 

	
	
	2070-2075;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2082-2088;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2090-2105
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	113
	27.07-22.08.2021 
	2070.0-2074.0; 2093.0-2095.0; 2097.0-2103.0; 2108.0-2112.0. 2117.0-2127.0 
	7,1
	5,1
	3,5
	 
	0,654
	0,5967
	62,3
	-6,5
	 
	 
	 
	 

	113
	28.12.2021
	2070- 2074;
	6,4
	5,33
	0,27
	 
	53,07
	47,949
	0,1491
	4,22
	 
	 
	 
	 

	
	
	2093-2095;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2097-2103;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2108-2112;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2117-2127
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	114
	28.07-23.08.2021 
	2124.0-2193.5 
	10,2
	5,6
	5,5
	 
	0,132
	0,1345
	13,6
	-5,82
	 
	 
	 
	 

	115
	25.07.2021
	2194.0-2230.0; 2236.0-2260.0
	10,1
	5,29
	4,15
	 
	0,15
	0,109
	0,007
	-4,86
	 
	 
	 
	 

	116
	24.07.2021
	2118.0-2128.0; 2132.0-2140.0; 2145.0-2149.0; 2152.0-2181.0
	12,4
	5,7
	7,5
	 
	0,3
	0,276
	0,0036
	-5,99
	 
	 
	 
	 

	118
	01-20.08.2021 
	2321.0- 2413.0 щелевой фильтр; 2358.0-2360.0; 2361.0-2363.0; 2369.0-2372.0; 2377.0-2389.0 
	8,4
	5,3
	2,9
	 
	0,3
	0,335
	61,6
	-6,06
	 
	 
	 
	 

	120
	31.07.2021
	2119.0-2224.0
	9,,5
	5,36
	3,16
	 
	0,09
	0,0391
	 
	-4,89
	 
	 
	 
	 

	120
	28.12.2021
	2119-2224 
	10
	8,18
	0,81
	 
	1,52
	2,093
	0,0078
	-4,19
	 
	 
	 
	 

	
	
	щелевой фильтр
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	122
	25.07-24.08.2021 
	2128.0-2210.0
	5,9
	4,5
	2,7
	 
	2,34
	1,57
	190
	-6,1
	 
	 
	 
	 

	122
	04.10.2021
	2128-2210 
	6,1
	5,2
	0,29
	 
	7,8
	3,29
	0,016
	-2,86
	 
	 
	 
	 

	
	
	щелевой фильтр
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	123
	24.07-30.08.2021 
	2075.8-2076.8; 2078.7-2079.7; 2086.5-2089.5; 2091.0-2093.0; 2098.0-2103.0; 2107.0-2110.0; 2112.0-2114.5; 2116.0-2124.0 м
	11,5
	5,5
	6,9
	 
	0,318
	0,4036
	22,2
	-6,17
	 
	 
	 
	 

	125
	01-20.08.2021 
	2282.2-2290.5; 2297.9-2304.9; 2309.5-2311.5; 2311.3-2315.0; 2318.0-2320.0; 2319.1-2323.0; 2324.5-2326.5; 2326.0-2341.0 
	19,6
	5,6
	14,1
	 
	0,00731
	0,003
	0,12
	4,7
	 
	 
	 
	 

	127
	25.07-25.08.2021
	2115.0-2118.0; 2122.0-2128.0; 2132.0-2136.0; 2138.0-2152.0 
	9,9
	5,3
	5,5
	 
	1,08
	0,7029
	73,3
	-5,5
	 
	 
	 
	 

	128
	22.07-30.08.2021 
	2046.0-2050.0; 2052.0-2054.0; 2059.0-2064.0; 2068.0-2073.0; 2076.0-2090.0 
	13,1
	6,7
	7,2
	 
	0,362
	0,289
	26,9
	-6,01
	 
	 
	 
	 

	129
	27.07-23.08.2021 
	2099.0-2101.0; 2110.0-2116.0; 2119.0-2123.0; 2124.0-2128.0; 2133.0-2139.0; 2141.0-2157.0
	7,2
	5,1
	3,1
	 
	0,775
	0,42
	52,7
	-6,12
	 
	 
	 
	 

	130
	23.07-29.08.2021 
	2164.0-2170.0; 2174.0-2180.0; 2184.0-2210.0 
	12,8
	5,7
	7,7
	 
	0,241
	0,16
	11,1
	-5,62
	 
	 
	 
	 

	130
	05.12.2021
	2164-2170;
	8,2
	5,9
	2,7
	 
	7,37
	3,788
	0,0106
	0,952
	 
	 
	 
	 

	
	
	2174-2180;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2184-2210
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	131
	24.07-22.08.2021 
	2204.5-2208.5; 2211.0-2222.0; 2224.0-2234.0; 2239.0-2263.0 
	8,6
	5,4
	3,4
	 
	0,259
	0,39
	13,9
	-5,8
	 
	 
	 
	 

	133
	29.07-24.08.2021 
	2113.5-2115.5; 2123.0-2127.0; 2128.5-2130.5; 2135.0-2141.0; 2146.0-2148.0; 2151.0-2170.0 
	11,4
	5,8
	6,4
	 
	0,0557
	0,058
	7,02
	-4,1
	 
	 
	 
	 

	133
	21.10.2021
	2113,5-2115,5;
	10,8
	6,25
	3,002
	 
	0,44
	0,299
	0,0013
	-1,5
	 
	 
	 
	 

	
	
	2123-2127;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2128,5-2130,5;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2135-2141;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2146-2148;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2151-2170
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	134
	26.07-23.08.2021 
	2237.0-2242.0; 2245.0-2249.0; 2256.0-2258.0; 2261.0-2267.0; 2269.0-2275.0; 2279.0-2296.0 
	15,7
	5,4
	10,6
	 
	0,0125
	0,029
	1,64
	-4,07
	 
	 
	 
	 

	136
	05.08.2021
	2197-2206;
	12,4
	7,125
	4,405
	 
	2
	1,017
	0,0042
	6,41
	 
	 
	 
	 

	
	
	2208-2214;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2216-2235
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	137
	13.11.2021
	2087.0-2089.0; 2099.0-2103.0;
	19,6
	6,047
	12,1625
	 
	 
	0,05
	 
	-1,12
	 
	 
	 
	 

	
	
	2104.0-2113.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2118.0-2125.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2126.5-2128.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2129.0-2142.0
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	103
	4-5.11.2021
	2161.0-2164.0; 2173.0-2177.0; 2178.0-2184.0; 2186.0-2194.0; 2202.0-2223.0
	6,8 
	6,2 
	 1,7 
	68,1
	6,86
	9,412
	387,9
	-3,65
	0,359
	0,004
	63,395
	38,2

	125
	25-26.08.2021
	2283.0-2293.0, 2299.0-2306.0, 2312.0-2316.0, 2320.0-2324.0, 2327.0-2342.0
	16,1
	15,8 
	 0,6 
	70,3
	0,0056
	0,00206
	0,13
	-1,68
	203,81
	11,3
	1,156
	2

	131
	23-24.10.2021
	2204.5-2208.5;
	7,7
	 
	 
	71,2
	2,91
	0,88235
	27,97
	-2,99
	0,73
	0,01
	37,057
	33,1

	
	
	 2211-2222;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2224-2234;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2239-2263
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	135
	14-15.08.2021
	2200.0-2216.0;
	 28,1
	 
	 
	68,22
	0,002
	0,00059
	0,04
	-1,11
	564,17
	173,575
	1,002
	0,8

	
	
	 2220.0-2237.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2238.0-2242.0
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	102
	08.08-06.09.2022
	2051.5-2054.5;
	8,5
	5,7
	4
	65,7
	1,4643
	1,98
	0,7
	-2,58
	9,572
	0,000091267
	41,6764
	10,4

	
	
	2065-2068;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	 2071-2074;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2076-2079.5;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2081-2084;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2089-2095;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2099-2102
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	107
	10.08-26.08.2022
	2157-2171;
	6,4
	5,1
	4,6
	64,9
	0,16
	0,0647
	6,92
	-3,13
	0,01597
	0,00079187
	21,2905
	4,6

	
	
	2175-2179;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2181-2200
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	108
	04.08-01.09.2022
	2055-2125
	7,2
	5,6
	2,9
	65,9
	3,68
	10
	1141,1
	-5,23
	4,99E-05
	4,36E-05
	95,4785
	33

	111
	05.08.2022
	2130-2148;
	7,3
	5,45
	1,06
	 
	14,9
	4,036
	1,21
	-4,68
	 
	 
	 
	 

	
	
	2152-2159;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2163-2167;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2169-2188
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	112
	05.08-04.09.2022
	2061-2062;
	9,4
	6,2
	4,3
	66,28
	1,06
	2,78
	238,8
	-2,62
	0,0997
	0,0825691
	82,0745
	19,2

	
	
	2070-2075;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2082-2088;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2090-2105
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	116
	07.08-03.09.2022
	2118-2128;
	8,6
	5,7
	4,3
	69,2
	8
	10,6
	1105,4
	-2,24
	71,9381
	0,0302967
	98,6614
	23,2

	
	
	2132-2140;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2145-2149;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2152-2181
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	123
	07.08-03.09.2022
	2107.6-2110.3;
	8,4
	5,9
	3,6
	67,28
	4,79
	3,23
	253
	-1,83
	18,904
	0,090724
	69,1355
	19

	
	
	2112-2114.6;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2116.4-2124.4
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	124
	07.08-05.09.2022
	2209-2217;
	8,2
	6,5
	1,8
	69,63
	1,39
	0,5
	34,3
	-1,85
	0,2269
	0,34335
	38,0713
	20,9

	
	
	2228-2244;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2253-2279
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	127
	07.08-04.09.2022
	2115-2118;
	7,7
	5,8
	2,9
	68,41
	7,73
	5,41
	502
	-0,915
	8,861
	0,045711
	90,6521
	31,2

	
	
	2122-2128;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2132-2136;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2138-2152
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	128
	09.08-04.09.2022
	2046-2050;
	9
	5,8
	4,4
	66,3
	5,61
	12,8
	1325
	-3,59
	16,07
	0,073919
	79,0147
	17,8

	
	
	2052-2054;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2059-2064;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2068-2073;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2076-2090
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	130
	07.08-03.09.2022
	2164-2170;
	8,5
	5,7
	1,3
	70,7
	5,09
	8,81
	871,6
	-3,79
	0,6873
	0,000125967
	68,801
	55

	
	
	2174-2180;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2184-2210
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	136
	08.08-01.09.2022
	2197-2206;
	7,1
	5,7
	2,1
	71,2
	11,59
	14,5
	1214,8
	-2,54
	0,0183
	0,00011101
	63,9374
	30,5

	
	
	2208-2214;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2216-2235
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	138
	08.02.2022
	2191.0-2194.0;
	18,4
	7,8
	 
	 
	 
	0,12
	0,0006
	-1,56
	 
	 
	 
	 

	
	
	2199.0-2202.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2204.0-2213.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2215.0-2222.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2227.0-2231.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2234.0-2235.0;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2237.0-2254.0
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	139
	09.10.2022
	2084-2087;
	26,7
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	
	
	2089-2093; 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2099-2106;
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	
	2110-2119
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	140
	05.11.2022
	2235,5-2249,8; 2253,5-2278,5
	9,1
	 
	 
	 
	0,02
	0,01
	73,3
	9,35
	 
	 
	 
	 

	140
	29.12.2022
	2235,5-2249,8; 2253,5-2278,5
	9,4
	 
	 
	 
	 
	14,2128
	 
	3,42
	 
	 
	 
	 

	5Г
	05.02.2022
	2262-2278;
	9
	3,14
	 
	 
	0,07
	0,067
	687,1
	6,57
	 
	 
	 
	 

	
	
	 2281-2289
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	108
	02.05.2023
	2054.5-2125 (щелевой фильтр)
	7,2
	5,5
	1,7
	66,26
	13,25
	9,3
	0,0218
	-0,7
	0,13
	0,0037
	85,7
	95,25

	112
	16.05.2023
	2105.0-2090.0; 2088.0-2082.0; 2075.0-2070.0; 2062.0-2061.0
	11,6
	5,3
	6,3
	65,49
	0,55
	0,6
	0,2425
	-5,1
	1,08
	0,013
	57,967
	19,09

	116
	21.06.2023
	2181.0-2152.0; 2149.0-2145.0  2140.0-2132.0; 2128.0-2118.0
	11,4
	5,8
	5,6
	67,02
	0,64
	0,8
	0,0035
	-5,2
	1,112
	0,013
	56,93
	18,41

	139
	14.03.2023
	2084.0-2087.0, 2089.0-2093.0, 2099.0-2106.0, 2110.0-2119.0 
	26,1
	5,5
	20,6
	64,93
	15
	0,2
	0,000028
	-0,52
	 
	 
	 
	 

	16Г
	08.12.2023
	2144.0-2164.0, 2168.0-2194.0 
	6,3
	5,5
	0,8
	67,37
	2,9
	5,2
	0,2131
	-5,2
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	108
	01.09.2024
	2055.0-2125
	7,8
	5,6
	2,2
	 
	1,21
	1,2
	0,0055
	-5,7
	 
	 
	28,432
	 

	116
	24.12.2024
	2118-2128, 2132-2140, 2145-2149, 2152-2181 
	9,7
	6,3
	3,4
	 
	1,6
	1,5
	0,0061
	-5,7
	 
	 
	41,593
	 

	127
	28.03.2024
	2115-2118, 2122-2128, 2132-2136, 2138-2152  
	8
	5,2
	2,8
	 
	1,9
	1,2
	0,0038
	-5,5
	 
	 
	28,565
	1,429

	137
	25.12.2024
	2087-2089, 2099-2109, 2104-2113, 2118-2125, 2126.5-2128,  2129-2142 
	10,7
	7,2
	3,5
	 
	1,4
	1,19
	0,008
	-4,5
	 
	 
	44,044
	1,8167

	6Г
	23.06-5.07.2025
	2080.0-2093.0; 2095.0-2102.0; 2105.0-2116.0
	6,1
	4,1
	2,049477
	70
	0,5373
	0,91
	0,002443
	-2,59
	3,99
	0,0665
	6,48
	2,68

	16Г
	23.06-4.07.2025 
	2144.0-2164.0; 2168.0-2194.0
	6,3
	5
	1,255008
	67,15
	1,8386
	3,79
	0,00901
	-4,97
	0,448
	0,044
	22,55
	25,45

	102
	23.06-7.07.2025
	2051.5-2054.5; 2065-2068; 2071-2074; 2076-2079.5; 2089-2095; 2081-2084; 2099-2102
	9,4
	5,1
	4,299432
	70
	0,8209
	0,67
	0,00235
	-4,49
	1,09
	0,0183
	37,16
	14,88

	103
	23.06-5.07.2025 
	2161.0-2164.0; 2166.0-2170.0; 2173.0-2177.0; 2178.0
2184.0; 2186.0-2194.0 
	8,3
	5,3
	3,002841
	70
	0,5135
	0,51
	0,003055
	-4,89
	2,419
	0,009
	22,07
	6,28

	104
	23.06-26.06.2025 
	2270-2510 
	11,1
	4
	7,090119
	70
	0,0907
	0,22
	0,001044
	-4,59
	12,09
	0,0159
	9,55
	1,79

	105
	17.06-06.07.2025
	2206-2210; 2214-2220; 2225-2231; 
2245-2238; 2242-2261
	6,0
	4,9
	1,06081
	68
	3,7
	2,25
	0,52
	-0,598
	0,551394
	0,0107245
	33,8
	16,116

	106
	23.06-4.07.2025 
	2127-2231.6  
	10,4
	4,6
	5,811409
	70
	0,0134
	0,0056
	0,000019
	-1,96
	40,81
	1,605
	2,01
	0,46

	107
	23.06-5.07.2025 
	2157-2171; 2175-2179; 2181-2200 
	7,3
	4,6
	2,68592
	70
	0,705
	0,62
	0,002053
	-3,56
	2,32
	0,0131
	17,73
	5,8

	109
	24.06-5.07.2025
	2265.0-2273.0; 2275.0-2284.0; 2287.0-2290.0; 2293
2313 
	5,8
	3,8
	1,961595
	70
	0,5198
	0,2
	0,000701
	1,07
	3,68
	0,0448
	7,65
	3,02

	110
	16.06-06.07.2025
	2232-2248; 2250-2261; 2272-2290
	7,3
	5,9
	1,416461
	56,7
	0,778
	0,551
	0,171
	0,429
	2,46664
	0,206866
	10,5
	3,911

	111
	22.06-8.07.2025 
	2130-2148; 2152-2159; 2163-2167; 2169-2188
	8,8
	4,7
	4,11574
	70
	1,042
	0,44
	0,001576
	-3,59
	1,03
	0,0181
	36,53
	152,65

	112
	 12.06-06.07.2025
	 2061-2062, 2070-2075, 2082-2088, 
2090-2105 
	9,7
	5,4
	4,279398
	66,22
	0,5198
	0,51
	0,0000127
	-4,35
	0,577984
	0,0108654
	57,8
	13,612

	113
	23.06-5.07.2025 
	2070-2074; 2093-2095; 2097-2103; 2108-2112; 2117
2127 
	6,2
	3,7
	2,485397
	70
	0,476
	0,34
	0,001048
	0,945
	6,1
	0,657
	3,49
	1,77

	114
	23.06-6.07.2025
	2124-2193
	9,7
	4,9
	4,772147
	70
	0,6775
	0,32
	0,001187
	-3,45
	1,73
	0,0249
	30,25
	10,02

	115
	23.06-5.07.2025
	2194.0-2230.0, 2236.0-2260.0
	9,3
	5,4
	3,925335
	70
	0,7597
	0,38
	0,00116
	-1,81
	2,31
	0,0304
	24,81
	7,55

	116
	22.06-13.07.2025 
	 2118-2128, 2132-2140, 2145-2149, 
2152-2181 
	8,7
	5,1
	3,601673
	68
	3,175
	3,55
	1,248
	12,3
	0,751
	7,43601
	75
	19,254

	118
	23.06-5.07.2025
	2321- 2413
	7,3
	4,1
	3,19442
	70
	0,3015
	0,17
	0,000532
	10,1
	21,3
	0,875
	2,29
	0,69

	120
	16.06-06.07.2025
	2119-2224
	8,2
	4,6
	3,63482
	53
	1,287
	1,14
	0,334
	3,7
	2,89588
	0,109464
	12,8
	3,097

	121
	23.06-5.07.2025 
	2284.0-2193.0; 2196.0-2200.0; 2202.0-2203.5; 2207.0
2216.0; 2221.0-2224.0; 2228.0-2241.5 
	6,1
	4,6
	1,538356
	70
	3,691
	3,98
	0,0127
	9,73
	1,83
	0,028
	15,96
	6,59

	122
	23.06-5.07.2025
	2128.0-2210.0
	6,9
	4,7
	2,172146
	70
	5,295
	1,89
	0,0107
	7,67
	1,121
	0,0087
	28,2
	11,08

	123
	15.06-13.07.2025
	2107-2110; 2116-2124
	8,7
	4,8
	3,949457
	67,5
	0,0293
	0,442
	0,127
	-5,06
	0,728987
	0,0182555
	41,32
	9,889

	124
	23.06-5.07.2025
	2209-2217; 2228-2244; 2253-2276
	8,9
	3,9
	5,013636
	70
	0,0862
	0,31
	0,000867
	2,1
	3,901
	0,024
	16,44
	4,31

	125
	22.06-4.07.2025 
	2283.0-2293.0, 2299.0-2306.0, 2312.0-2316.0, 2320.0
2324.0, 2327.0-2342.0 
	14,2
	5,1
	9,074675
	70
	0,014
	0,01
	0,000045
	2,56
	147,18
	2,95
	1,27
	0,19
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	126
	23.06-5.07.2025 
	2148-2157.6, 2163.5-2165.2, 2166.8-2171,  
2175.1-2180.5, 2184.6-2186.6, 2189.7-2206.8
	10,5
	5,4
	5,140649
	70
	0,2215
	0,1
	0,000377
	-3,62
	5,033
	0,051
	15,75
	3,81

	127
	12.06-06.07.2025
	2115-2118, 2122-2128, 2132-2136, 
2138-2152 
	6,8
	5,3
	1,470489
	65,56
	9,1
	6,68
	1,767
	-3,19
	0,2999
	1,9163
	115,1
	37,315

	129
	23.06-5.07.2025 
	2099-2101, 2110-2116, 2124-2128, 2133-2139, 2141
2157 
	7,5
	4,1
	3,368752
	70
	1,025
	0,65
	0,002034
	-0,96
	2,33
	0,0335
	15,44
	5,69

	130
	12.06-06.07.2025 
	2164-2170, 2174-2180, 2184-2210
	8,9
	5,2
	3,74843
	64,5
	1,924
	1,55
	0,621
	-2,82
	1,3816
	0,013623
	36,3
	7,828

	131
	23.06-6.07.2025 
	2204.5-2208.5, 2211.0-2222.0, 2224.0-2234.0, 2239.0
2263.0 
	6,9
	3,6
	3,299697
	70
	1,193
	0,46
	14,24
	-1,34
	1,889
	0,01323
	19,71
	6,89

	132
	23.06-5.07.2025
	2187.0-2191.0; 2195.0-2198.0; 2200.0-2204.0; 2207.0
2215.0; 2220.0-2222.0; 2225.0-2244.0
	11,4
	5,5
	5,884304
	70
	0,051
	0,03
	0,000129
	1,89
	37,11
	4,06
	2,41
	0,57

	133
	23.06-6.07.2025 
	2113.5-2115.5, 2123.0-2127.0, 2128.5-2130.5, 2135.0
2141.0, 2146.0-2148.0, 2151.0-2170.0  
	9,1
	4,5
	4,603374
	70
	0,525
	0,29
	0,001202
	-2,25
	3,47
	0,0346
	16,48
	4,7

	135
	 17.06-07.07.2025
	 2200-2216; 2220-2237; 2238-2242
	10,6
	6,1
	4,49914
	66,35
	3,401
	3,19
	0,892
	9,51
	0,0355757
	34,1259
	34,1
	6,253

	136
	23.06-5.07.2025 
	2197-2206; 2208-2214; 2216-2235 
	5,9
	5,2
	0,695649
	69,91
	13,935
	5,98
	0,01367
	-0,769
	0,145
	0,0019
	93,82
	75,97

	137
	15.06-14.07.2025
	2087-2089; 2099-2109; 2104-2113; 2118-2125; 2126,5-2128; 2129-2142
	17,5
	10,1
	7,436203
	62,27
	2,187
	2,63
	1,446
	1,5
	1,732
	0,0205536
	73,8
	9,308

	138
	21.06-07.07.2025
	2191-2194; 2199-2202; 2204-2213; 
2215-2222; 2227-2231; 2234-2235; 2237-2254
	8,7
	5,9
	2,789333
	67,43
	1,6618
	1,27
	0,621
	-3,84
	1,2412
	0,0375303
	28,2
	7,645

	139
	16.06-07.07.2025
	2084-2087; 2089-2093; 2099-2106; 
2110-2119;
	15,1
	9,5
	5,619594
	68,1
	0,1177
	0,142
	0,044
	-0,938
	6,5148
	8,54757
	4,2
	0,75

	140
	23.06-5.07.2025
	2235.5-2249.8; 2253.5-2278.5 
	7,4
	4,4
	3,017346
	70
	0,87
	1,61
	0,005532
	4,11
	4,514
	0,052
	10
	3,15

	141
	15.06-14.07.2025 
	2252-2260; 2263-2268; 2273-2298;
	8,7
	5,5
	3,240692
	65,86
	0,08
	0,0645
	0,016
	-4,18
	3,15439
	0,219471
	12,3
	2,809

	110
	18-19.11.2025
	 2232-2248, 2238.0-2261.0; 
2272.0-2290.0 
	6,9
	6,5
	0,408247
	73
	11,8
	4,36
	0,013448
	-1,88
	 
	 
	11,8
	8,08

	142
	08.12.2025
	2076.0-2078.0, 2080.0-2081.0, 2082.0-2087.0, 2090.0-2093.0, 2097.0-2104.0, 2109.0-2120.0, 2123.0-2125.0
	10,8
	7,2
	3,6
	67,2
	2,123
	1
	0,004041
	0,88
	 
	 
	14
	12

	143
	14.12.2025
	2100.0-2105.0, 2106.0-2109.0, 2110.0-2113.0, 2115.0-2119.0, 2123.0-2139.0
	11,5
	7,6
	3,9
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 



[bookmark: _Toc236319138][bookmark: _Toc52792379]Таблица П.4.1.1 – Основные технологические прогнозные показатели разработки. Месторождение в целом. 1 вариант.
	[bookmark: _Toc52792414]Годы
	Добыча газа, млн.м3
	Накоп-ленная добыча газа, млн.м3
	Коэффициент извлечения газа, %
	Добыча конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча конденсата, тыс.т
	Коэффициент извлечения конденсата, %
	КГФ, г/м3
	Ввод скважин за период
	Ввод из консервации
	Выбытие скважин
	Фонд скважин с начала разработки, ед.
	Фонд доб. скв. на конец года, ед.
	Ср. дебит газа, тыс.м3/сут
	Ср. дебит конденсата, т/сут

	
	
	
	
	
	
	
	
	Всего
	из бурения
	
	
	
	
	
	

	2026
	240,7
	6718,332
	28,397
	12,657
	451,721
	20,808
	52,585
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	15,776
	0,830

	2027
	222,7
	6941,008
	29,338
	10,931
	462,652
	21,366
	49,090
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	14,595
	0,716

	2028
	206,8
	7147,785
	30,212
	10,003
	472,655
	21,982
	48,377
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	13,553
	0,656

	2029
	199,7
	7347,463
	31,056
	9,450
	482,106
	22,513
	47,328
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	13,088
	0,619

	2030
	195,9
	7543,362
	31,884
	9,052
	491,158
	23,000
	46,207
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	12,840
	0,593

	2031
	192,5
	7735,836
	32,697
	8,693
	499,850
	23,460
	45,163
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	12,615
	0,570

	2032
	187,8
	7923,629
	33,491
	8,314
	508,164
	23,901
	44,271
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	12,309
	0,545

	2033
	184,2
	8107,830
	34,270
	7,990
	516,154
	24,324
	43,376
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	12,073
	0,524

	2034
	180,1
	8287,966
	35,031
	7,709
	523,863
	24,728
	42,793
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	11,807
	0,505

	2035
	175,6
	8463,519
	35,773
	7,445
	531,307
	25,117
	42,406
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	11,506
	0,488

	2036
	171,7
	8635,198
	36,499
	7,183
	538,490
	25,492
	41,837
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	11,252
	0,471

	2037
	167,3
	8802,537
	37,206
	6,905
	545,395
	25,854
	41,261
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	10,968
	0,453

	2038
	162,7
	8965,279
	37,894
	6,659
	552,054
	26,204
	40,919
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	10,667
	0,436

	2039
	159,2
	9124,465
	38,567
	6,472
	558,525
	26,540
	40,654
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	10,434
	0,424

	2040
	156,6
	9281,113
	39,229
	6,341
	564,866
	26,864
	40,479
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	10,267
	0,416

	2041
	153,5
	9434,571
	39,877
	6,174
	571,041
	27,179
	40,236
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	10,058
	0,405

	2042
	150,7
	9585,300
	40,514
	6,025
	577,066
	27,487
	39,975
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	9,879
	0,395

	2043
	147,9
	9733,178
	41,139
	5,882
	582,948
	27,788
	39,775
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	9,693
	0,386

	2044
	145,4
	9878,607
	41,754
	5,756
	588,704
	28,081
	39,578
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	9,532
	0,377

	2045
	142,2
	10020,787
	42,355
	5,600
	594,303
	28,367
	39,384
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	9,319
	0,367

	2046
	139,5
	10160,240
	42,945
	5,464
	599,767
	28,647
	39,180
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	9,140
	0,358

	2047
	136,8
	10297,019
	43,523
	5,338
	605,105
	28,920
	39,024
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	8,965
	0,350

	2048
	134,5
	10431,492
	44,091
	5,220
	610,325
	29,186
	38,821
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	8,814
	0,342

	2049
	131,2
	10562,707
	44,646
	5,065
	615,391
	29,445
	38,603
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	8,600
	0,332

	2050
	125,5
	10688,239
	45,176
	4,815
	620,206
	29,700
	38,356
	0
	0
	0
	1
	61
	43
	8,419
	0,323

	2051
	121,1
	10809,376
	45,688
	4,621
	624,826
	29,946
	38,145
	0
	0
	0
	1
	61
	42
	8,318
	0,317

	2052
	118,9
	10928,265
	46,191
	4,512
	629,339
	30,180
	37,953
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	8,163
	0,310

	2053
	115,3
	11043,518
	46,678
	4,350
	633,689
	30,405
	37,743
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	7,914
	0,299

	2054
	112,5
	11156,049
	47,154
	4,225
	637,913
	30,625
	37,544
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	7,727
	0,290

	2055
	109,8
	11265,871
	47,618
	4,102
	642,015
	30,836
	37,349
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	7,541
	0,282

	2056
	107,4
	11373,288
	48,072
	3,991
	646,007
	31,042
	37,158
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	7,376
	0,274

	2057
	104,4
	11477,722
	48,513
	3,861
	649,868
	31,242
	36,972
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	7,171
	0,265

	2058
	95,7
	11573,408
	48,918
	3,647
	653,515
	31,436
	38,119
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	6,570
	0,250

	2059
	93,3
	11666,708
	49,312
	3,540
	657,055
	31,624
	37,944
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	6,406
	0,243

	2060
	91,1
	11757,788
	49,697
	3,440
	660,495
	31,801
	37,764
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	6,254
	0,236

	2061
	88,4
	11846,147
	50,070
	3,321
	663,816
	31,973
	37,586
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	6,067
	0,228











[bookmark: _Toc236319139]Таблица П.4.1.2 – Основные технологические прогнозные показатели разработки. I объект. 1 вариант.
	Годы
	Добыча газа, млн.м3
	Накоп-ленная добыча газа, млн.м3
	Коэффициент извлечения газа, %
	Добыча конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча конденсата, тыс.т
	Коэффициент извлечения конденсата, %
	Пластовое давление, МПа
	Забойное давление, МПа
	Устьевое давление, МПа
	КГФ, г/м3
	Ввод скважин за период
	Перевод из других объектов
	Выбытие скважин
	Фонд скважин с начала разработки, ед.
	Фонд доб. скв. на конец года, ед.
	Ср. дебит газа, тыс.м3/сут
	Ср. дебит конденсата, т/сут

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	Всего
	из бурения
	
	
	
	
	
	

	2026
	240,7
	6718,3
	28,839
	12,66
	451,7
	22,111
	11,0
	5,5
	5,2
	52,58
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	16,115
	0,830

	2027
	222,7
	6941,0
	29,795
	10,93
	462,7
	22,646
	10,8
	4,9
	4,0
	49,09
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	14,595
	0,716

	2028
	206,8
	7147,8
	30,682
	10,00
	472,7
	23,135
	10,6
	4,7
	3,8
	48,38
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	13,553
	0,656

	2029
	199,7
	7347,5
	31,540
	9,45
	482,1
	23,598
	10,4
	4,4
	3,6
	47,33
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	13,088
	0,619

	2030
	193,5
	7541,0
	32,370
	8,99
	491,1
	24,038
	10,2
	4,2
	3,4
	46,47
	0
	0
	0
	1
	61
	43
	12,981
	0,603

	2031
	188,0
	7729,0
	33,178
	8,58
	499,7
	24,458
	9,9
	4,0
	3,2
	45,64
	0
	0
	0
	0
	61
	43
	12,611
	0,576

	2032
	183,4
	7912,4
	33,965
	8,20
	507,9
	24,860
	9,7
	3,8
	3,1
	44,74
	0
	0
	0
	0
	61
	43
	12,299
	0,550

	2033
	177,2
	8089,7
	34,726
	7,82
	515,7
	25,242
	9,5
	3,6
	2,9
	44,11
	0
	0
	0
	1
	61
	42
	12,169
	0,537

	2034
	171,6
	8261,3
	35,462
	7,50
	523,2
	25,609
	9,4
	3,5
	2,9
	43,69
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	11,783
	0,515

	2035
	167,2
	8428,5
	36,180
	7,24
	530,4
	25,964
	9,3
	3,5
	2,9
	43,28
	0
	0
	0
	0
	61
	42
	11,484
	0,497

	2036
	161,3
	8589,8
	36,872
	6,91
	537,4
	26,302
	9,2
	3,5
	2,9
	42,88
	0
	0
	0
	1
	61
	41
	11,3
	0,5

	2037
	155,1
	8744,8
	37,5
	6,59
	543,9
	26,625
	9,0
	3,5
	2,9
	42,50
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	10,9
	0,5

	2038
	150,9
	8895,7
	38,2
	6,35
	550,3
	26,936
	8,9
	3,5
	2,9
	42,12
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	10,6
	0,4

	2039
	147,6
	9043,3
	38,8
	6,17
	556,5
	27,238
	8,8
	3,5
	2,9
	41,83
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	10,4
	0,4

	2040
	145,5
	9188,8
	39,4
	6,05
	562,5
	27,534
	8,8
	3,5
	2,9
	41,62
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	10,2
	0,4

	2041
	142,6
	9331,4
	40,1
	5,90
	568,4
	27,823
	8,7
	3,5
	2,9
	41,40
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	10,0
	0,4

	2042
	140,1
	9471,5
	40,7
	5,77
	574,2
	28,106
	8,6
	3,5
	2,9
	41,19
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	9,9
	0,4

	2043
	137,6
	9609,1
	41,2
	5,64
	579,8
	28,382
	8,5
	3,5
	2,9
	40,99
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	9,7
	0,4

	2044
	135,5
	9744,7
	41,8
	5,53
	585,4
	28,653
	8,5
	3,5
	2,9
	40,78
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	9,5
	0,4

	2045
	132,7
	9877,4
	42,4
	5,39
	590,8
	28,916
	8,4
	3,5
	2,9
	40,58
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	9,3
	0,4

	2046
	130,3
	10007,7
	43,0
	5,26
	596,0
	29,174
	8,3
	3,5
	2,9
	40,39
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	9,2
	0,4

	2047
	127,8
	10135,5
	43,5
	5,14
	601,2
	29,425
	8,3
	3,5
	2,9
	40,19
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	9,0
	0,4

	2048
	125,7
	10261,2
	44,0
	5,03
	606,2
	29,671
	8,2
	3,5
	2,9
	40,00
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	8,8
	0,4

	2049
	122,8
	10384,0
	44,6
	4,88
	611,1
	29,910
	8,1
	3,5
	2,9
	39,80
	0
	0
	0
	0
	61
	41
	8,6
	0,3

	2050
	117,3
	10501,3
	45,1
	4,64
	615,7
	30,138
	8,0
	3,5
	2,9
	39,59
	0
	0
	0
	1
	61
	40
	8,5
	0,3

	2051
	113,2
	10614,5
	45,6
	4,46
	620,2
	30,356
	8,0
	3,5
	2,9
	39,41
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	8,2
	0,3

	2052
	111,2
	10725,7
	46,0
	4,36
	624,5
	30,569
	7,9
	3,5
	2,9
	39,23
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	8,0
	0,3

	2053
	107,8
	10833,5
	46,5
	4,21
	628,7
	30,776
	7,8
	3,5
	2,9
	39,03
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	7,8
	0,3

	2054
	105,4
	10938,8
	47,0
	4,09
	632,8
	30,976
	7,7
	3,5
	2,9
	38,85
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	7,6
	0,3

	2055
	102,9
	11041,8
	47,4
	3,98
	636,8
	31,171
	7,6
	3,5
	2,9
	38,66
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	7,4
	0,3

	2056
	100,8
	11142,6
	47,8
	3,88
	640,7
	31,360
	7,6
	3,5
	2,9
	38,48
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	7,3
	0,3

	2057
	98,1
	11240,6
	48,3
	3,76
	644,4
	31,544
	7,5
	3,5
	2,9
	38,30
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	7,1
	0,3

	2058
	95,7
	11336,3
	48,7
	3,65
	648,1
	31,723
	7,4
	3,5
	2,9
	38,12
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	6,9
	0,3

	2059
	93,3
	11429,6
	49,1
	3,54
	651,6
	31,896
	7,3
	3,5
	2,9
	37,94
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	6,7
	0,3

	2060
	91,1
	11520,7
	49,5
	3,44
	655,1
	32,064
	7,3
	3,5
	2,9
	37,76
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	6,6
	0,2

	2061
	88,4
	11609,1
	49,8
	3,32
	658,4
	32,227
	7,2
	3,5
	2,9
	37,59
	0
	0
	0
	0
	61
	40
	6,4
	0,2




[bookmark: _Toc236319140]Таблица П.4.1.3 – Основные технологические прогнозные показатели разработки. Возвратный объект. 1 вариант.
	Годы
	Добыча газа, млн.м3
	Накоп-ленная добыча газа, млн.м3
	Коэффициент извлечения газа, %
	Добыча конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча конденсата, тыс.т
	Коэффициент извлечения конденсата, %
	Пластовое давление, МПа
	Забойное давление, МПа
	Устьевое давление, МПа
	Коэффициент сверхсжимаемости, дл.ед.
	КГФ, г/м3
	Ввод скважин за период
	ПВЛГ
	Ввод из консервации
	Выбытие скважин
	Фонд скважин с начала разработки, ед.
	Фонд доб. скв. на конец года, ед.
	Ср. дебит газа, тыс.м3/сут
	Ср. дебит конденсата, т/сут

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	Всего
	из бурения
	
	
	
	
	
	
	

	2030
	2,35
	2,4
	0,6
	0,0585
	0,0585
	0,5
	21,3
	18,25
	16,5
	0,789
	24,8
	0
	0
	1
	0
	0
	0
	1
	12,899
	0,169

	2031
	4,44
	6,8
	1,9
	0,1103
	0,1688
	1,4
	21,1
	18,08
	16,3
	0,786
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	1
	12,805
	0,318

	2032
	4,40
	11,2
	3,1
	0,1094
	0,2782
	2,3
	20,9
	17,9
	16,1
	0,783
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	1
	12,701
	0,316

	2033
	7,0
	18,2
	5,0
	0,1732
	0,4514
	3,8
	20,7
	17,6
	15,9
	0,780
	24,8
	0
	0
	1
	0
	0
	0
	2
	11,941
	0,250

	2034
	8,5
	26,7
	7,4
	0,2120
	0,6634
	5,5
	20,4
	17,4
	15,7
	0,776
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	12,307
	0,306

	2035
	8,3
	35,0
	9,6
	0,2063
	0,8698
	7,2
	20,1
	17,2
	15,5
	0,772
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	11,978
	0,298

	2036
	10,4
	45,4
	12,5
	0,2676
	1,1374
	9,5
	19,8
	17,0
	15,3
	0,769
	25,7
	0
	0
	1
	0
	0
	0
	3
	11,905
	0,257

	2037
	12,3
	57,7
	15,9
	0,3148
	1,4522
	12,1
	19,4
	16,7
	15,1
	0,766
	25,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	11,794
	0,303

	2038
	11,9
	69,6
	19,2
	0,3047
	1,7568
	14,6
	19,1
	16,5
	14,9
	0,763
	25,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	11,415
	0,293

	2039
	11,6
	81,2
	22,4
	0,2974
	2,0542
	17,1
	18,8
	16,2
	14,6
	0,761
	25,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	11,143
	0,286

	2040
	11,2
	92,3
	25,4
	0,2862
	2,3404
	19,5
	18,4
	15,9
	14,4
	0,759
	25,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	10,723
	0,275

	2041
	10,9
	103,2
	28,4
	0,2705
	2,6109
	21,8
	18,0
	15,6
	14,1
	0,757
	24,9
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	10,436
	0,260

	2042
	10,6
	113,8
	31,4
	0,2537
	2,8646
	23,9
	17,6
	15,4
	13,9
	0,757
	23,9
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	10,202
	0,244

	2043
	10,2
	124,0
	34,2
	0,2406
	3,1052
	25,9
	17,3
	15,1
	13,6
	0,756
	23,5
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	9,843
	0,231

	2044
	9,9
	133,9
	36,9
	0,2279
	3,3331
	27,8
	16,9
	14,8
	13,4
	0,756
	23,1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	9,502
	0,219

	2045
	9,5
	143,4
	39,5
	0,2138
	3,5469
	29,6
	16,6
	14,5
	13,1
	0,757
	22,6
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	9,101
	0,206

	2046
	9,2
	152,6
	42,0
	0,2031
	3,7500
	31,3
	16,2
	14,3
	12,9
	0,758
	22,1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,834
	0,195

	2047
	9,0
	161,5
	44,5
	0,2003
	3,9503
	32,9
	15,9
	14,0
	12,6
	0,759
	22,4
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,609
	0,193

	2048
	8,7
	170,3
	46,9
	0,1909
	4,1413
	34,5
	15,6
	13,7
	12,4
	0,760
	21,9
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,398
	0,184

	2049
	8,5
	178,7
	49,2
	0,1804
	4,3217
	36,0
	15,2
	13,4
	12,1
	0,762
	21,3
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,136
	0,173

	2050
	8,2
	186,9
	51,5
	0,1705
	4,4921
	37,4
	14,9
	13,2
	11,9
	0,764
	20,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	7,893
	0,164

	2051
	8,0
	194,9
	53,7
	0,1606
	4,6527
	38,8
	14,6
	12,9
	11,6
	0,767
	20,2
	0
	0
	0
	0
	1
	0
	2
	11,468
	0,232

	2052
	7,7
	202,6
	55,8
	0,1512
	4,8039
	40,0
	14,3
	12,6
	11,4
	0,769
	19,6
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	11,123
	0,218

	2053
	7,4
	210,0
	57,9
	0,1412
	4,9451
	41,2
	13,9
	12,3
	11,1
	0,772
	19,0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	10,711
	0,204

	2054
	7,2
	217,2
	59,8
	0,1317
	5,0768
	42,3
	13,6
	12,1
	10,9
	0,776
	18,4
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	10,326
	0,190

	2055
	6,9
	224,1
	61,7
	0,1225
	5,1993
	43,3
	13,3
	11,8
	10,6
	0,779
	17,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	9,937
	0,177

	2056
	6,6
	230,7
	63,6
	0,1138
	5,3130
	44,3
	13,0
	11,5
	10,4
	0,783
	17,1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	9,571
	0,164

	2057
	6,3
	237,1
	65,3
	0,1047
	5,4177
	45,1
	12,7
	11,2
	10,1
	0,787
	16,5
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	9,150
	0,151














[bookmark: _Toc236319141]Таблица П.4.1.4 – Основные технологические прогнозные показатели разработки. Месторождение в целом. 2 вариант.
	Годы
	Добыча газа, млн.м3
	Накоп-ленная добыча газа, млн.м3
	Коэффициент извлечения газа, %
	Добыча конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча конденсата, тыс.т
	Коэффициент извлечения конденсата, %
	КГФ, г/м3
	Ввод скважин за период
	Ввод из консервации
	Выбытие скважин
	Фонд скважин с начала разработки, ед.
	Фонд доб. скв. на конец года, ед.
	Ср. дебит газа, тыс.м3/сут
	Ср. дебит конденсата, т/сут

	
	
	
	
	
	
	
	
	Всего
	из бурения
	
	
	
	
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	2026
	240,7
	6718,332
	28,397
	12,657
	451,721
	20,808
	52,585
	0
	0
	0
	0
	61
	44
	15,776
	0,830

	2027
	226,2
	6944,525
	29,353
	11,237
	462,958
	21,366
	49,680
	1
	1
	0
	0
	62
	45
	14,496
	0,720

	2028
	216,9
	7161,433
	30,269
	10,461
	473,419
	21,982
	48,226
	1
	1
	0
	0
	63
	46
	13,599
	0,656

	2029
	215,8
	7377,223
	31,181
	10,185
	483,604
	22,528
	47,200
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	13,529
	0,639

	2030
	209,5
	7586,749
	32,067
	9,632
	493,237
	23,037
	45,972
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	13,136
	0,604

	2031
	202,3
	7789,040
	32,922
	9,045
	502,282
	23,533
	44,714
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	12,682
	0,567

	2032
	194,0
	7983,034
	33,742
	8,467
	510,749
	24,002
	43,644
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	12,162
	0,531

	2033
	189,0
	8172,065
	34,541
	8,078
	518,826
	24,442
	42,731
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	11,851
	0,506

	2034
	185,7
	8357,784
	35,326
	7,851
	526,677
	24,854
	42,275
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	11,643
	0,492

	2035
	182,2
	8539,979
	36,096
	7,658
	534,336
	25,247
	42,033
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	11,423
	0,480

	2036
	179,3
	8719,247
	36,854
	7,460
	541,796
	25,629
	41,614
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	11,239
	0,468

	2037
	175,8
	8895,035
	37,597
	7,239
	549,035
	26,002
	41,183
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	11,021
	0,454

	2038
	172,061
	9067,097
	38,324
	7,049
	556,084
	26,365
	40,966
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	10,787
	0,442

	2039
	168,459
	9235,555
	39,036
	6,864
	562,948
	26,717
	40,744
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	10,561
	0,430

	2040
	165,139
	9400,695
	39,734
	6,695
	569,643
	27,060
	40,543
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	10,353
	0,420

	2041
	161,124
	9561,819
	40,415
	6,490
	576,132
	27,394
	40,277
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	10,102
	0,407

	2042
	157,601
	9719,420
	41,081
	6,303
	582,436
	27,720
	39,996
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	9,881
	0,395

	2043
	153,962
	9873,382
	41,732
	6,123
	588,559
	28,036
	39,773
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	9,652
	0,384

	2044
	150,745
	10024,127
	42,369
	5,962
	594,522
	28,342
	39,553
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	9,451
	0,374

	2045
	146,705
	10170,831
	42,989
	5,771
	600,293
	28,640
	39,337
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	9,197
	0,362

	2046
	143,208
	10314,039
	43,595
	5,601
	605,894
	28,930
	39,112
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	8,978
	0,351

	2047
	139,769
	10453,809
	44,185
	5,442
	611,335
	29,211
	38,933
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	8,763
	0,341

	2048
	136,715
	10590,524
	44,763
	5,292
	616,628
	29,484
	38,710
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	8,571
	0,332

	2049
	132,919
	10723,443
	45,325
	5,116
	621,743
	29,749
	38,489
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	8,333
	0,321

	2050
	126,894
	10850,338
	45,861
	4,853
	626,597
	30,006
	38,246
	0
	0
	0
	1
	63
	45
	8,132
	0,311

	2051
	123,570
	10973,907
	46,384
	4,700
	631,296
	30,255
	38,031
	0
	0
	0
	1
	63
	44
	8,099
	0,308

	2052
	120,592
	11094,500
	46,893
	4,561
	635,857
	30,491
	37,819
	0
	0
	0
	0
	63
	44
	7,904
	0,299

	2053
	116,964
	11211,464
	47,388
	4,399
	640,256
	30,720
	37,611
	0
	0
	0
	0
	63
	44
	7,666
	0,288

	2054
	113,684
	11325,147
	47,868
	4,252
	644,508
	30,942
	37,406
	0
	0
	0
	0
	63
	44
	7,451
	0,279

	2055
	110,420
	11435,567
	48,335
	4,108
	648,617
	31,156
	37,204
	0
	0
	0
	0
	63
	44
	7,237
	0,269

	2056
	107,471
	11543,038
	48,789
	3,977
	652,594
	31,363
	37,007
	0
	0
	0
	0
	63
	44
	7,044
	0,261

	2057
	103,945
	11646,983
	49,229
	3,827
	656,420
	31,563
	36,813
	0
	0
	0
	0
	63
	44
	6,813
	0,251

	2058
	94,709
	11741,692
	49,629
	3,595
	660,015
	31,756
	37,958
	0
	0
	0
	0
	63
	44
	6,208
	0,236













[bookmark: _Toc236319142]Таблица П.4.1.5 – Основные технологические прогнозные показатели разработки. I объект. 2 вариант.
	Годы
	Добыча газа, млн.м3
	Накоп-ленная добыча газа, млн.м3
	Коэффициент извлечения газа, %
	Добыча конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча конденсата, тыс.т
	Коэффициент извлечения конденсата, %
	Пластовое давление, МПа
	Забойное давление, МПа
	Устьевое давление, МПа
	КГФ, г/м3
	Ввод скважин за период
	Перевод из других объектов
	Выбытие скважин
	Фонд скважин с начала разработки, ед.
	Фонд доб. скв. на конец года, ед.
	Ср. дебит газа, тыс.м3/сут
	Ср. дебит конденсата, т/сут

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	Всего
	из бурения
	
	
	
	
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	12
	13
	14
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	2025
	218,0
	6477,6
	27,806
	11,47
	439,1
	21,491
	11,4
	9,8
	7,9
	52,60
	1
	1
	0
	0
	59
	42
	14,970
	0,787

	2026
	240,7
	6718,3
	28,839
	12,66
	451,7
	22,111
	11,0
	5,5
	5,2
	52,58
	0
	 
	0
	0
	61
	44
	16,115
	0,830

	2027
	226,2
	6944,5
	29,810
	11,24
	463,0
	22,661
	10,6
	4,9
	4,0
	49,68
	1
	1
	0
	0
	62
	45
	14,496
	0,720

	2028
	216,9
	7161,4
	30,741
	10,46
	473,4
	23,173
	10,3
	4,7
	3,8
	48,23
	1
	1
	0
	0
	63
	46
	13,599
	0,656

	2029
	215,8
	7377,2
	31,667
	10,19
	483,6
	23,671
	10,00
	4,4
	3,6
	47,20
	0
	0
	0
	0
	63
	46
	13,529
	0,639

	2030
	207,2
	7584,4
	32,557
	9,57
	493,2
	24,140
	9,7
	4,2
	3,4
	46,21
	0
	0
	0
	1
	63
	45
	13,277
	0,614

	2031
	197,9
	7782,2
	33,406
	8,93
	502,1
	24,577
	9,5
	4,0
	3,2
	45,16
	0
	0
	0
	0
	63
	45
	12,680
	0,573

	2032
	189,6
	7971,8
	34,220
	8,36
	510,5
	24,986
	9,2
	3,8
	3,1
	44,08
	0
	0
	0
	0
	63
	45
	12,150
	0,536

	2033
	182,1
	8153,9
	35,001
	7,90
	518,4
	25,373
	8,9
	3,6
	2,9
	43,42
	0
	0
	0
	1
	63
	44
	11,933
	0,518

	2034
	177,2
	8331,1
	35,762
	7,64
	526,0
	25,747
	8,9
	3,5
	2,9
	43,12
	0
	0
	0
	0
	63
	44
	11,613
	0,501

	2035
	173,9
	8505,0
	36,508
	7,45
	533,5
	26,112
	8,8
	3,5
	2,9
	42,85
	0
	0
	0
	0
	63
	44
	11,397
	0,488

	2036
	168,8
	8673,8
	37,233
	7,19
	540,7
	26,464
	8,7
	3,5
	2,9
	42,60
	0
	0
	0
	1
	63
	43
	11,3
	0,5

	2037
	163,5
	8837,3
	37,935
	6,92
	547,6
	26,803
	8,6
	3,5
	2,9
	42,35
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	11,0
	0,5

	2038
	160,2
	8997,5
	38,623
	6,74
	554,3
	27,133
	8,5
	3,5
	2,9
	42,10
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	10,7
	0,5

	2039
	156,9
	9154,4
	39,296
	6,57
	560,9
	27,454
	8,4
	3,5
	2,9
	41,86
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	10,5
	0,4

	2040
	154,0
	9308,4
	39,957
	6,41
	567,3
	27,768
	8,3
	3,5
	2,9
	41,62
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	10,3
	0,4

	2041
	150,3
	9458,6
	40,602
	6,22
	573,5
	28,073
	8,3
	3,5
	2,9
	41,39
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	10,1
	0,4

	2042
	147,0
	9605,6
	41,233
	6,05
	579,6
	28,369
	8,2
	3,5
	2,9
	41,16
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	9,9
	0,4

	2043
	143,7
	9749,3
	41,850
	5,88
	585,5
	28,657
	8,1
	3,5
	2,9
	40,93
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	9,6
	0,4

	2044
	140,9
	9890,2
	42,455
	5,73
	591,2
	28,937
	8,0
	3,5
	2,9
	40,71
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	9,4
	0,4

	2045
	137,2
	10027,4
	43,044
	5,56
	596,7
	29,209
	7,9
	3,5
	2,9
	40,49
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	9,2
	0,4

	2046
	134,0
	10161,5
	43,619
	5,40
	602,1
	29,474
	7,8
	3,5
	2,9
	40,28
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	9,0
	0,4

	2047
	130,8
	10292,3
	44,180
	5,24
	607,4
	29,730
	7,8
	3,5
	2,9
	40,07
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	8,8
	0,4

	2048
	128,0
	10420,3
	44,730
	5,10
	612,5
	29,980
	7,7
	3,5
	2,9
	39,86
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	8,6
	0,3

	2049
	124,5
	10544,7
	45,264
	4,94
	617,4
	30,221
	7,6
	3,5
	2,9
	39,66
	0
	0
	0
	0
	63
	43
	8,3
	0,3

	2050
	118,7
	10663,4
	45,773
	4,68
	622,1
	30,451
	7,5
	3,5
	2,9
	39,46
	0
	0
	0
	1
	63
	42
	8,1
	0,3

	2051
	115,6
	10779,0
	46,270
	4,54
	626,6
	30,673
	7,4
	3,5
	2,9
	39,26
	0
	0
	0
	0
	63
	42
	7,9
	0,3

	2052
	112,9
	10891,9
	46,754
	4,41
	631,1
	30,889
	7,3
	3,5
	2,9
	39,06
	0
	0
	0
	0
	63
	42
	7,8
	0,3

	2053
	109,5
	11001,4
	47,225
	4,26
	635,3
	31,097
	7,3
	3,5
	2,9
	38,87
	0
	0
	0
	0
	63
	42
	7,5
	0,3

	2054
	106,5
	11107,9
	47,682
	4,12
	639,4
	31,299
	7,2
	3,5
	2,9
	38,68
	0
	0
	0
	0
	63
	42
	7,3
	0,3

	2055
	103,5
	11211,5
	48,126
	3,99
	643,4
	31,494
	7,1
	3,5
	2,9
	38,50
	0
	0
	0
	0
	63
	42
	7,1
	0,3

	2056
	100,8
	11312,3
	48,559
	3,86
	647,3
	31,683
	7,0
	3,5
	2,9
	38,32
	0
	0
	0
	0
	63
	42
	6,9
	0,3

	2057
	97,6
	11409,9
	48,978
	3,72
	651,0
	31,865
	6,9
	3,5
	2,9
	38,13
	0
	0
	0
	0
	63
	42
	6,7
	0,3

	2058
	94,7
	11504,6
	49,385
	3,59
	654,6
	32,041
	6,8
	3,5
	2,9
	37,96
	0
	0
	0
	0
	63
	42
	6,5
	0,2





[bookmark: _Toc236319143]Таблица П.4.1.6 – Основные технологические прогнозные показатели разработки. Возвратный объект. 2 вариант.

	Годы
	Добыча газа, млн.м3
	Накоп-ленная добыча газа, млн.м3
	Коэффициент извлечения газа, %
	Добыча конденсата, тыс.т
	Накопленная добыча конденсата, тыс.т
	Коэффициент извлечения конденсата, %
	Пластовое давление, МПа
	Забойное давление, МПа
	Устьевое давление, МПа
	Коэффициент сверхсжимаемости, дл.ед.
	КГФ, г/м3
	Ввод скважин за период
	ПВЛГ
	Ввод из консервации
	Выбытие скважин
	Фонд скважин с начала разработки, ед.
	Фонд доб. скв. на конец года, ед.
	Ср. дебит газа, тыс.м3/сут
	Ср. дебит конденсата, т/сут

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	Всего
	из бурения
	
	
	
	
	
	
	

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	 
	15
	16
	17
	18
	19
	20

	2030
	2,35
	2,4
	0,6
	0,0585
	0,0585
	0,5
	21,3
	18,25
	16,5
	0,789
	24,8
	0
	0
	1
	0
	0
	0
	1
	12,899
	0,169

	2031
	4,44
	6,8
	1,9
	0,1103
	0,1688
	1,4
	21,1
	18,08
	16,3
	0,786
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	1
	12,805
	0,318

	2032
	4,40
	11,2
	3,1
	0,1094
	0,2782
	2,3
	20,9
	17,9
	16,1
	0,783
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	1
	12,701
	0,316

	2033
	7,0
	18,2
	5,0
	0,1732
	0,4514
	3,8
	20,7
	17,6
	15,9
	0,780
	24,8
	0
	0
	1
	0
	0
	0
	2
	11,941
	0,250

	2034
	8,5
	26,7
	7,4
	0,2120
	0,6634
	5,5
	20,4
	17,4
	15,7
	0,776
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	12,307
	0,306

	2035
	8,3
	35,0
	9,6
	0,2063
	0,8698
	7,2
	20,1
	17,2
	15,5
	0,772
	24,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	11,978
	0,298

	2036
	10,4
	45,4
	12,5
	0,2676
	1,1374
	9,5
	19,8
	17,0
	15,3
	0,769
	25,6
	0
	0
	1
	0
	0
	0
	3
	11,905
	0,257

	2037
	12,3
	57,7
	15,9
	0,3148
	1,4522
	12,1
	19,4
	16,7
	15,1
	0,766
	25,6
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	11,794
	0,303

	2038
	11,9
	69,6
	19,2
	0,3047
	1,7568
	14,6
	19,1
	16,5
	14,9
	0,763
	25,6
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	11,415
	0,293

	2039
	11,6
	81,2
	22,4
	0,2974
	2,0542
	17,1
	18,8
	16,2
	14,6
	0,761
	25,6
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	11,143
	0,286

	2040
	11,2
	92,3
	25,4
	0,2862
	2,3404
	19,5
	18,4
	15,9
	14,4
	0,759
	25,6
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	10,723
	0,275

	2041
	10,9
	103,2
	28,4
	0,2705
	2,6109
	21,8
	18,0
	15,6
	14,1
	0,757
	24,9
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	10,436
	0,260

	2042
	10,6
	113,8
	31,4
	0,2537
	2,8646
	23,9
	17,6
	15,4
	13,9
	0,757
	23,9
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	10,202
	0,244

	2043
	10,2
	124,0
	34,2
	0,2406
	3,1052
	25,9
	17,3
	15,1
	13,6
	0,756
	23,5
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	9,843
	0,231

	2044
	9,9
	133,9
	36,9
	0,2279
	3,3331
	27,8
	16,9
	14,8
	13,4
	0,756
	23,0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	9,502
	0,219

	2045
	9,5
	143,4
	39,5
	0,2138
	3,5469
	29,6
	16,6
	14,5
	13,1
	0,757
	22,5
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	9,101
	0,206

	2046
	9,2
	152,6
	42,0
	0,2031
	3,7500
	31,3
	16,2
	14,3
	12,9
	0,758
	22,1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,834
	0,195

	2047
	9,0
	161,5
	44,5
	0,2003
	3,9503
	32,9
	15,9
	14,0
	12,6
	0,759
	22,3
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,609
	0,193

	2048
	8,7
	170,3
	46,9
	0,1909
	4,1413
	34,5
	15,6
	13,7
	12,4
	0,760
	21,8
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,398
	0,184

	2049
	8,5
	178,7
	49,2
	0,1804
	4,3217
	36,0
	15,2
	13,4
	12,1
	0,762
	21,3
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	8,136
	0,173

	2050
	8,2
	186,9
	51,5
	0,1705
	4,4921
	37,4
	14,9
	13,2
	11,9
	0,764
	20,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	3
	7,893
	0,164

	2051
	8,0
	194,9
	53,7
	0,1606
	4,6527
	38,8
	14,6
	12,9
	11,6
	0,767
	20,1
	0
	0
	0
	0
	1
	0
	2
	11,468
	0,232

	2052
	7,7
	202,6
	55,8
	0,1512
	4,8039
	40,0
	14,3
	12,6
	11,4
	0,769
	19,6
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	11,123
	0,218

	2053
	7,4
	210,0
	57,9
	0,1412
	4,9451
	41,2
	13,9
	12,3
	11,1
	0,772
	19,0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	10,711
	0,204

	2054
	7,2
	217,2
	59,8
	0,1317
	5,0768
	42,3
	13,6
	12,1
	10,9
	0,776
	18,3
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	10,326
	0,190

	2055
	6,9
	224,1
	61,7
	0,1225
	5,1993
	43,3
	13,3
	11,8
	10,6
	0,779
	17,7
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	9,937
	0,177

	2056
	6,6
	230,7
	63,6
	0,1138
	5,3130
	44,3
	13,0
	11,5
	10,4
	0,783
	17,1
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	9,571
	0,164

	2057
	6,3
	237,1
	65,3
	0,1047
	5,4177
	45,1
	12,7
	11,2
	10,1
	0,787
	16,5
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	2
	9,150
	0,151









Таблица П.4.2.1 – Капитальные вложения (Вариант 1)
	Наименование работ объектов и затрат
	Ед.изм
	Стоимость единицы без НДС млн.тг
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036
	2037
	2038

	1
	2
	 
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	СТРОИТЕЛЬСТВО СКВАЖИН (подземное строительство)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Ввод из бурения добывающих горизонтальных
	млн.тг
	1 179,88 
	0
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Ввод из бурения добывающих газовых
	млн.тг
	766,59 
	0
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Гидроразрыв пласта (ГРП)
	млн.тг
	85,00 
	0,0
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Перевод на другой нефтяной горизонт
	млн.тг
	15,00 
	45
	-
	-
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-

	Итого строительство скважин (подземное строительство)
	млн.тг
	 
	45,0
	-
	-
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-

	Итого с инфляцией
	млн.тг
	 
	51,8
	-
	-
	-
	-
	16
	-
	-
	17
	-
	-
	18
	-
	-

	НАДЗЕМНОЕ СТРОИТЕЛЬСТВО
	 
	 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Обустройство промысла
	 
	 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Обустройство устья добывающей скважины
	млн.тг
	124 
	0
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Проектно-изыскательные работы
	млн.тг
	1 
	455
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35

	ВСЕГО надземное строительство:
	млн.тг
	 
	455
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35

	Итого с инфляцией
	млн.тг
	 
	514
	35
	36
	36
	37
	38
	39
	39
	40
	41
	42
	43
	44
	44

	ВСЕГО
	млн.тг
	 
	500
	35
	35
	35
	35
	50
	35
	35
	50
	35
	35
	50
	35
	35

	Всего с учетом инфляции
	млн.тг
	 
	566
	35
	36
	36
	37
	54
	39
	39,42
	57
	41,01
	42
	60,95
	44
	44,39




Таблица П.4.2.2 - Производственный доход (Вариант 1)
	Производственный доход
	Ед.изм
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	Продажа  по направлениям
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	232,911
	12,644
	10,831
	9,912
	9,364
	8,970
	8,614
	8,239
	7,933
	7,680
	7,443
	7,206

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	5 542,772
	237,567
	219,782
	204,089
	197,083
	193,352
	189,972
	185,351
	182,043
	178,459
	174,362
	170,945

	Цена реализации 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	 
	90 000,000
	91 800,000
	93 636,000
	95 508,720
	97 418,894
	99 367,272
	101 354,618
	103 381,710
	105 449,344
	107 558,331
	109 709,498

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	 
	45,000
	45,900
	46,818
	47,754
	48,709
	49,684
	50,677
	51,691
	52,725
	53,779
	54,855

	Производственный доход от реализации
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	28 704,045
	1 137,987
	994,330
	928,103
	894,358
	873,814
	855,981
	835,044
	820,115
	809,848
	800,534
	790,573

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	347 820,380
	10 690,526
	10 087,986
	9 555,015
	9 411,554
	9 418,050
	9 438,517
	9 393,103
	9 409,957
	9 409,169
	9 377,066
	9 377,123

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	376 524,425
	11 828,514
	11 082,315
	10 483,118
	10 305,912
	10 291,864
	10 294,498
	10 228,148
	10 230,072
	10 219,017
	10 177,600
	10 167,696




Продолжение таблицы П.4.2.2
	Производственный доход
	Ед.изм
	2037
	2038
	2039
	2040
	2041
	2042
	2043
	2044
	2045
	2046
	2047
	2048

	1
	2
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26

	Продажа  по направлениям
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	6,952
	6,729
	6,552
	6,421
	6,25
	6
	6
	6
	6
	6
	5
	5

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	167,053
	162,923
	159,593
	157,087
	154
	151
	148
	146
	143
	140
	137
	135

	Цена реализации 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	111 903,688
	114 141,762
	116 424,597
	118 753,089
	121 128
	123 551
	126 022
	128 542
	131 113
	133 735
	136 410
	139 138

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	55,952
	57,071
	58,212
	59,377
	61
	62
	63
	64
	66
	67
	68
	70

	Производственный доход от реализации
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	777,937
	768,106
	762,761
	762,461
	757
	754
	751
	750
	744
	741
	738
	737

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	9 346,938
	9 298,151
	9 290,253
	9 327,283
	9 322
	9 342
	9 351
	9 382
	9 359
	9 365
	9 372
	9 401

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	10 124,876
	10 066,257
	10 053,014
	10 089,744
	10080
	10096
	10102
	10132
	10103
	10106
	10110
	10138



Продолжение таблицы П.4.2.2

	Производственный доход
	Ед.изм
	2049
	2050
	2051
	2052
	2053
	2054
	2055
	2056
	2057
	2058

	1
	2
	27
	28
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36

	Продажа  по направлениям
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	5
	5
	5
	5
	4
	4
	4
	4
	4
	4

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	132
	126
	122
	120
	116
	114
	111
	109
	106
	98

	Цена реализации 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	141 921
	144 759
	147 655
	150 608
	153 620
	156 692
	159 826
	163 023
	166 283
	169 609

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	71
	72
	74
	75
	77
	78
	80
	82
	83
	85

	Производственный доход от реализации
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	729
	708
	693
	691
	681
	676
	671
	668
	661
	639

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	9 360
	9 144
	9 002
	9 015
	8 932
	8 914
	8 892
	8 891
	8 837
	8 296

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	10089
	9852
	9695
	9706
	9613
	9590
	9564
	9559
	9498
	8935



Продолжение таблицы П.4.2.2
	Производственный доход
	Ед.изм
	2059
	2060
	2061
	2062
	2063

	1
	2
	37
	38
	39
	40
	41

	Продажа  по направлениям
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	4
	4
	3
	3
	3

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	96
	94
	91
	88
	86

	Цена реализации 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	173 001
	176 461
	179 990
	183 590
	187 262

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	87
	88
	90
	92
	94

	Производственный доход от реализации
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	635
	630
	620
	612
	604

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	8 272
	8 251
	8 165
	8 098
	8 026

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	8907
	8881
	8785
	8710
	8630























Таблица П.4.2.3 – Расчет операционных затрат, чистой прибыли (Вариант 1)

	Составляющие
	Ед.изм
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	ПРОИЗВОДСТВЕННЫЕ ЗАТРАТЫ 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Затраты на электроэнергию
	млн.тг
	2 151,3
	66,1
	62,4
	59,1
	58,2
	58,3
	58,4
	58,1
	58,2
	58,2
	58,0
	58,0

	Топливо, ГСМ
	млн.тг
	108,1
	3,3
	3,1
	3,0
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг
	1 504,1
	27,4
	27,9
	28,5
	29,0
	29,6
	30,2
	30,8
	31,4
	32,1
	32,7
	33,3

	Сырье, материалы и полуфабрикаты
	млн.тг
	1 625,1
	49,9
	47,1
	44,6
	44,0
	44,0
	44,1
	43,9
	44,0
	44,0
	43,8
	43,8

	Командировочные расходы
	млн.тг
	25,4
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,6
	0,6

	Питание и проживание на вахте (спецпитание)
	млн.тг
	3 835,5
	69,8
	71,2
	72,6
	74,0
	75,5
	77,0
	78,6
	80,1
	81,7
	83,4
	85,0

	Спецодежда
	млн.тг
	757,3
	13,8
	14,0
	14,3
	14,6
	14,9
	15,2
	15,5
	15,8
	16,1
	16,5
	16,8

	Расходы  по охране окружающей среды
	млн.тг
	43,4
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,9
	0,9
	0,9
	0,9
	0,9
	0,9
	1,0

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг
	26 003,1
	472,9
	482,4
	492,0
	501,9
	511,9
	522,1
	532,6
	543,2
	554,1
	565,2
	576,5

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Затраты на страхование
	млн.тг
	1 899,6
	34,5
	35,2
	35,9
	36,7
	37,4
	38,1
	38,9
	39,7
	40,5
	41,3
	42,1

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг
	3 611,5
	65,7
	67,0
	68,3
	69,7
	71,1
	72,5
	74,0
	75,4
	77,0
	78,5
	80,1

	Консультационо-информац услуги, техконтроль, экспертиза
	млн.тг
	313,0
	5,7
	5,8
	5,9
	6,0
	6,2
	6,3
	6,4
	6,5
	6,7
	6,8
	6,9

	Услуги связи (ПП)
	млн.тг
	134,2
	2,4
	2,5
	2,5
	2,6
	2,6
	2,7
	2,7
	2,8
	2,9
	2,9
	3,0

	Соцвыплаты, не в ФОТ  ( включая налоги и отчисления НПФ)
	млн.тг
	2 294,6
	41,7
	42,6
	43,4
	44,3
	45,2
	46,1
	47,0
	47,9
	48,9
	49,9
	50,9

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание основных средств
	млн.тг
	7 104,5
	129,2
	131,8
	134,4
	137,1
	139,9
	142,7
	145,5
	148,4
	151,4
	154,4
	157,5

	Затраты на оплату труда ОПП
	млн.тг
	53 806,8
	989,7
	1 009,5
	1 029,6
	1 050,2
	1 071,2
	1 092,7
	1 114,5
	1 136,8
	1 159,6
	1 182,7
	1 206,4

	Выбытие
	млн.тг
	22,4
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Итого прямые производственные затраты 
	млн.тг
	105 239,86
	1 973,4
	2 003,8
	2 035,65
	2 072,63
	2 112,05
	2 152,42
	2 192,85
	2 234,80
	2 277,38
	2 320,47
	2 364,78

	Налоговые платежи от ФОТ ОПП (соц.налог)
	млн.тг
	7 181
	116,6
	129,1
	136,80
	139,54
	142,33
	145,17
	148,08
	151,04
	154,06
	157,14
	160,28

	Налог на имущество
	млн.тг
	634
	87,6
	74,9
	64,16
	55,00
	47,34
	40,93
	35,38
	30,57
	26,60
	23,24
	20,28

	ОСМС
	млн.тг
	1 614
	29,7
	30,3
	30,89
	31,51
	32,14
	32,78
	33,44
	34,10
	34,79
	35,48
	36,19

	НДПИ на добычу конденсата
	млн.тг
	9 413
	295,7
	277,1
	262,08
	257,65
	257,30
	257,36
	255,70
	255,75
	255,48
	254,44
	254,19

	НДПИ на добычу природного газа
	млн.тг
	1 739
	53,5
	50,4
	47,78
	47,06
	47,09
	47,19
	46,97
	47,05
	47,05
	46,89
	46,89

	Расходы на НИОКР 
	млн.тг
	1 124
	122,4
	19,4
	19,69
	20,00
	20,36
	20,91
	21,14
	21,54
	22,12
	22,37
	22,79

	Итого производственных затрат
	млн.тг
	126 945
	2 679,0
	2 585,0
	2 597,04
	2 623,38
	2 658,60
	2 696,76
	2 733,55
	2 774,85
	2 817,47
	2 860,02
	2 905,41

	Административные расходы
	млн.тг
	86 885
	1 571,9
	1 609,1
	1 644,26
	1 677,14
	1 710,69
	1 744,90
	1 779,80
	1 815,39
	1 851,70
	1 888,74
	1 926,51

	Затраты на оплату труда АУП
	млн.тг
	31 332
	569,9
	581,2
	592,87
	604,73
	616,82
	629,16
	641,74
	654,58
	667,67
	681,02
	694,64

	ОСМС
	млн.тг
	940
	17,1
	17,4
	17,79
	18,14
	18,50
	18,87
	19,25
	19,64
	20,03
	20,43
	20,84

	Налоговые платежи от ФОТ АУП
	млн.тг
	30 537,68
	547,1
	563,8
	578,05
	589,61
	601,40
	613,43
	625,70
	638,21
	650,98
	664,00
	677,28

	Другие административные расходы
	млн.тг
	24 075
	437,9
	446,6
	455,55
	464,66
	473,95
	483,43
	493,10
	502,96
	513,02
	523,28
	533,75

	Контрактные обязательства
	млн.тг
	3 033
	370,4
	91,7
	85,09
	84,15
	84,08
	84,45
	83,93
	84,02
	84,42
	84,04
	84,15

	Отчисления в фонд ликвидации (резервный)
	млн.тг
	673
	52,1
	48,2
	44,73
	43,19
	42,38
	41,64
	40,62
	39,90
	39,11
	38,21
	37,47

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	млн.тг
	1 144
	142,4
	19,4
	19,69
	20,00
	20,36
	20,91
	21,14
	21,54
	22,12
	22,37
	22,79

	Выделение средств на социальные проекты
	млн.тг
	1 216
	175,9
	24,1
	20,67
	20,96
	21,34
	21,91
	22,17
	22,58
	23,18
	23,45
	23,89

	Итого не производственные затраты
	млн.тг
	89 919
	1 942,3
	1 700,8
	1 729,35
	1 761,30
	1 794,76
	1 829,35
	1 863,73
	1 899,41
	1 936,12
	1 972,77
	2 010,66

	Итого затраты
	млн.тг
	216 863
	4 621,3
	4 285,8
	4 326,38
	4 384,67
	4 453,36
	4 526,11
	4 597,28
	4 674,26
	4 753,59
	4 832,80
	4 916,07

	Доходы (убытки)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Производственный доход
	млн.тг
	376 524 
	11 828,5
	11 082,3
	10 483,12
	10 305,91
	10 291,86
	10 294,50
	10 228,15
	10 230,07
	10 219,02
	10 177,60
	10 167,70

	Расходы на реализованную продукцию
	млн.тг
	216 863 
	4 621,3
	4 285,8
	4 326,38
	4 384,67
	4 453,36
	4 526,11
	4 597,28
	4 674,26
	4 753,59
	4 832,80
	4 916,07

	Операционный доход
	млн.тг
	159 661
	7 207,2
	6 796,5
	6 156,73
	5 921,24
	5 838,50
	5 768,39
	5 630,87
	5 555,81
	5 465,42
	5 344,80
	5 251,63

	Амортизационные отчисления, включаемые в с/c
	млн.тг
	6 463 
	324,3
	279,5
	257,35
	244,76
	236,83
	229,15
	220,90
	215,25
	210,24
	205,66
	201,94

	Балансовая прибыль
	млн.тг
	153 199
	6 882,9
	6 517,1
	5 899,38
	5 676,47
	5 601,68
	5 539,23
	5 409,96
	5 340,56
	5 255,19
	5 139,14
	5 049,68

	Амортизационные отчисления, относимые на вычеты 
	млн.тг
	6 902 
	950,3
	813,1
	696,57
	597,66
	516,13
	446,82
	385,60
	333,67
	292,23
	254,55
	222,64

	Налогооблагаемая прибыль до переноса убытков
	млн.тг
	152 759 
	6 257,0
	5 983,5
	5 460,17
	5 323,58
	5 322,38
	5 321,56
	5 245,27
	5 222,14
	5 173,19
	5 090,25
	5 028,98

	Налогооблагаемая прибыль после переноса убытков
	млн.тг
	152 759 
	6 257,0
	5 983,5
	5 460,17
	5 323,58
	5 322,38
	5 321,56
	5 245,27
	5 222,14
	5 173,19
	5 090,25
	5 028,98

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	30 552 
	1 251,4
	1 196,7
	1 092,03
	1 064,72
	1 064,48
	1 064,31
	1 049,05
	1 044,43
	1 034,64
	1 018,05
	1 005,80

	ЧИСТАЯ ПРИБЫЛЬ ПОСЛЕ ВСЕХ ВЫПЛАТ
	млн.тг
	102 156 
	3 694,4
	3 483,7
	3 258,54
	3 195,31
	3 192,07
	3 192,48
	3 164,18
	3 160,34
	3 148,96
	3 124,79
	3 111,39






Продолжение таблицы П.4.2.3
	Составляющие
	Ед.изм
	2037
	2038
	2039
	2040
	2041
	2042
	2043
	2044
	2045
	2046
	2047
	2048
	2049
	2050

	1
	2
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28

	ПРОИЗВОДСТВЕННЫЕ ЗАТРАТЫ 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Затраты на электроэнергию
	млн.тг
	57,8
	57,5
	57,5
	57,7
	57,7
	57,8
	57,8
	58,0
	57,9
	57,9
	58,0
	58,1
	57,9
	56,6

	Топливо, ГСМ
	млн.тг
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9
	2,8

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг
	34,0
	34,7
	35,4
	36,1
	36,8
	37,6
	38,3
	39,1
	39,9
	40,6
	41,5
	42,3
	43,1
	43,0

	Сырье, материалы и полуфабрикаты
	млн.тг
	43,7
	43,4
	43,4
	43,6
	43,6
	43,6
	43,7
	43,8
	43,7
	43,8
	43,8
	43,9
	43,7
	42,7

	Командировочные расходы
	млн.тг
	0,6
	0,6
	0,6
	0,6
	0,6
	0,6
	0,6
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7

	Питание и проживание на вахте (спецпитание)
	млн.тг
	86,7
	88,5
	90,2
	92,0
	93,9
	95,8
	97,7
	99,6
	101,6
	103,7
	105,7
	107,8
	110,0
	109,7

	Спецодежда
	млн.тг
	17,1
	17,5
	17,8
	18,2
	18,5
	18,9
	19,3
	19,7
	20,1
	20,5
	20,9
	21,3
	21,7
	21,7

	Расходы  по охране окружающей среды
	млн.тг
	1,0
	1,0
	1,0
	1,0
	1,1
	1,1
	1,1
	1,1
	1,1
	1,2
	1,2
	1,2
	1,2
	1,2

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг
	588,0
	599,8
	611,8
	624,0
	636,5
	649,2
	662,2
	675,5
	689,0
	702,7
	716,8
	731,1
	745,8
	743,4

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Затраты на страхование
	млн.тг
	43,0
	43,8
	44,7
	45,6
	46,5
	47,4
	48,4
	49,3
	50,3
	51,3
	52,4
	53,4
	54,5
	54,3

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг
	81,7
	83,3
	85,0
	86,7
	88,4
	90,2
	92,0
	93,8
	95,7
	97,6
	99,6
	101,5
	103,6
	103,2

	Консультационо-информац услуги, техконтроль, экспертиза
	млн.тг
	7,1
	7,2
	7,4
	7,5
	7,7
	7,8
	8,0
	8,1
	8,3
	8,5
	8,6
	8,8
	9,0
	8,9

	Услуги связи (ПП)
	млн.тг
	3,0
	3,1
	3,2
	3,2
	3,3
	3,4
	3,4
	3,5
	3,6
	3,6
	3,7
	3,8
	3,8
	3,8

	Соцвыплаты, не в ФОТ  ( включая налоги и отчисления НПФ)
	млн.тг
	51,9
	52,9
	54,0
	55,1
	56,2
	57,3
	58,4
	59,6
	60,8
	62,0
	63,3
	64,5
	65,8
	65,6

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание основных средств
	млн.тг
	160,7
	163,9
	167,1
	170,5
	173,9
	177,4
	180,9
	184,5
	188,2
	192,0
	195,8
	199,8
	203,8
	203,1

	Затраты на оплату труда ОПП
	млн.тг
	1 230,5
	1 255,1
	1 280,2
	1 305,8
	1 332,0
	1 358,6
	1 385,8
	1 413,5
	1 441,8
	1 470,6
	1 500,0
	1 530,0
	1 560,6
	1 555,6

	Выбытие
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	11,1

	Итого прямые производственные затраты 
	млн.тг
	2 409,65
	2 455,21
	2 502,15
	2 550,53
	2 599,40
	2 649,53
	2 700,53
	2 752,80
	2 805,50
	2 859,59
	2 914,77
	2 971,29
	3 028,16
	3 027,54

	Налоговые платежи от ФОТ ОПП (соц.налог)
	млн.тг
	163,49
	166,76
	170,09
	173,50
	176,97
	180,50
	184,11
	187,80
	191,55
	195,38
	199,29
	203,28
	207,34
	207,77

	Налог на имущество
	млн.тг
	17,89
	15,88
	14,05
	12,23
	10,40
	8,84
	7,51
	6,38
	5,43
	4,61
	3,92
	3,33
	2,83
	2,41

	ОСМС
	млн.тг
	36,92
	37,65
	38,41
	39,18
	39,96
	40,76
	41,57
	42,40
	43,25
	44,12
	45,00
	45,90
	46,82
	46,67

	НДПИ на добычу конденсата
	млн.тг
	253,12
	251,66
	251,33
	252,24
	251,99
	252,40
	252,55
	253,30
	252,57
	252,66
	252,76
	253,44
	252,22
	246,29

	НДПИ на добычу природного газа
	млн.тг
	46,73
	46,49
	46,45
	46,64
	46,61
	46,71
	46,75
	46,91
	46,79
	46,83
	46,86
	47,00
	46,80
	45,72

	Расходы на НИОКР 
	млн.тг
	23,41
	23,67
	24,11
	24,57
	25,05
	25,53
	26,02
	26,52
	27,03
	27,55
	28,08
	28,62
	29,18
	29,74

	Итого производственных затрат
	млн.тг
	2 951,21
	2 997,31
	3 046,59
	3 098,88
	3 150,37
	3 204,26
	3 259,05
	3 316,13
	3 372,14
	3 430,74
	3 490,68
	3 552,88
	3 613,35
	3 606,14

	Административные расходы
	млн.тг
	1 965,04
	2 004,34
	2 044,43
	2 085,32
	2 127,02
	2 169,56
	2 212,96
	2 257,21
	2 302,36
	2 348,41
	2 395,37
	2 443,28
	2 492,15
	2 484,22

	Затраты на оплату труда АУП
	млн.тг
	708,54
	722,71
	737,16
	751,91
	766,94
	782,28
	797,93
	813,89
	830,16
	846,77
	863,70
	880,98
	898,60
	895,74

	ОСМС
	млн.тг
	21,26
	21,68
	22,11
	22,56
	23,01
	23,47
	23,94
	24,42
	24,90
	25,40
	25,91
	26,43
	26,96
	26,87

	Налоговые платежи от ФОТ АУП
	млн.тг
	690,82
	704,64
	718,73
	733,11
	747,77
	762,73
	777,98
	793,54
	809,41
	825,60
	842,11
	858,95
	876,13
	873,34

	Другие административные расходы
	млн.тг
	544,42
	555,31
	566,42
	577,75
	589,30
	601,09
	613,11
	625,37
	637,88
	650,64
	663,65
	676,92
	690,46
	688,26

	Контрактные обязательства
	млн.тг
	84,55
	84,19
	84,37
	84,31
	50,84
	51,82
	52,82
	53,83
	54,87
	55,92
	57,00
	58,10
	59,22
	60,36

	Отчисления в фонд ликвидации (резервный)
	млн.тг
	36,61
	35,71
	34,98
	34,43
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	млн.тг
	23,41
	23,67
	24,11
	24,57
	25,05
	25,53
	26,02
	26,52
	27,03
	27,55
	28,08
	28,62
	29,18
	29,74

	Выделение средств на социальные проекты
	млн.тг
	24,53
	24,82
	25,28
	25,31
	25,79
	26,29
	26,79
	27,31
	27,84
	28,37
	28,92
	29,47
	30,05
	30,62

	Итого не производственные затраты
	млн.тг
	2 049,59
	2 088,53
	2 128,80
	2 169,63
	2 177,87
	2 221,38
	2 265,77
	2 311,05
	2 357,23
	2 404,33
	2 452,37
	2 501,38
	2 551,37
	2 544,58

	Итого затраты
	млн.тг
	5 000,81
	5 085,84
	5 175,39
	5 268,51
	5 328,24
	5 425,64
	5 524,82
	5 627,17
	5 729,37
	5 835,07
	5 943,06
	6 054,26
	6 164,72
	6 150,71

	Доходы (убытки)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Производственный доход
	млн.тг
	10 124,88
	10 066,26
	10 053,01
	10 089,74
	10 079,64
	10 095,88
	10 101,84
	10 132,11
	10 102,96
	10 106,21
	10 110,34
	10 137,75
	10 088,92
	9 851,76

	Расходы на реализованную продукцию
	млн.тг
	5 000,81
	5 085,84
	5 175,39
	5 268,51
	5 328,24
	5 425,64
	5 524,82
	5 627,17
	5 729,37
	5 835,07
	5 943,06
	6 054,26
	6 164,72
	6 150,71

	Операционный доход
	млн.тг
	5 124,07
	4 980,41
	4 877,62
	4 821,23
	4 751,40
	4 670,24
	4 577,02
	4 504,94
	4 373,59
	4 271,14
	4 167,28
	4 083,49
	3 924,20
	3 701,05

	Амортизационные отчисления, включаемые в с/c
	млн.тг
	196,86
	192,68
	187,58
	183,83
	179,04
	174,76
	170,63
	167,01
	162,51
	158,61
	154,98
	151,61
	147,15
	140,06

	Балансовая прибыль
	млн.тг
	4 927,21
	4 787,74
	4 690,03
	4 637,40
	4 572,36
	4 495,49
	4 406,39
	4 337,93
	4 211,08
	4 112,53
	4 012,30
	3 931,88
	3 777,05
	3 560,99

	Амортизационные отчисления, относимые на вычеты 
	млн.тг
	198,39
	175,16
	155,54
	132,21
	112,38
	95,52
	81,19
	69,02
	58,66
	49,86
	42,38
	36,03
	30,62
	26,03

	Налогооблагаемая прибыль до переноса убытков
	млн.тг
	4 925,68
	4 805,26
	4 722,08
	4 689,02
	4 639,02
	4 574,72
	4 495,83
	4 435,93
	4 314,93
	4 221,27
	4 124,90
	4 047,47
	3 893,58
	3 675,02

	Налогооблагаемая прибыль после переноса убытков
	млн.тг
	4 925,68
	4 805,26
	4 722,08
	4 689,02
	4 639,02
	4 574,72
	4 495,83
	4 435,93
	4 314,93
	4 221,27
	4 124,90
	4 047,47
	3 893,58
	3 675,02

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	985,14
	961,05
	944,42
	937,80
	927,80
	914,94
	899,17
	887,19
	862,99
	844,25
	824,98
	809,49
	778,72
	735,00

	ЧИСТАЯ ПРИБЫЛЬ ПОСЛЕ ВСЕХ ВЫПЛАТ
	млн.тг
	3 083,17
	3 048,41
	3 030,26
	3 032,07
	3 020,70
	3 038,55
	3 072,16
	3 053,49
	3 003,57
	2 968,42
	2 956,93
	2 922,06
	2 842,94
	2 714,63













Продолжение таблицы П.4.2.3

	Составляющие
	Ед.изм
	2051
	2052
	2053
	2054
	2055
	2056
	2057
	2058
	2059
	2060
	2061
	2062
	2063

	1
	2
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40
	41

	ПРОИЗВОДСТВЕННЫЕ ЗАТРАТЫ 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Затраты на электроэнергию
	млн.тг
	55,7
	55,8
	55,2
	55,1
	55,0
	55,0
	54,7
	51,3
	51,2
	51,0
	50,5
	50,1
	49,6

	Топливо, ГСМ
	млн.тг
	2,8
	2,8
	2,8
	2,8
	2,8
	2,8
	2,7
	2,6
	2,6
	2,6
	2,5
	2,5
	2,5

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг
	42,8
	43,7
	44,6
	45,5
	46,4
	47,3
	48,2
	49,2
	50,2
	51,2
	52,2
	53,3
	54,3

	Сырье, материалы и полуфабрикаты
	млн.тг
	42,1
	42,1
	41,7
	41,6
	41,5
	41,5
	41,3
	38,8
	38,7
	38,5
	38,1
	37,8
	37,5

	Командировочные расходы
	млн.тг
	0,7
	0,7
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,9
	0,9
	0,9
	0,9

	Питание и проживание на вахте (спецпитание)
	млн.тг
	109,2
	111,4
	113,7
	115,9
	118,2
	120,6
	123,0
	125,5
	128,0
	130,6
	133,2
	135,8
	138,5

	Спецодежда
	млн.тг
	21,6
	22,0
	22,4
	22,9
	23,3
	23,8
	24,3
	24,8
	25,3
	25,8
	26,3
	26,8
	27,4

	Расходы  по охране окружающей среды
	млн.тг
	1,2
	1,3
	1,3
	1,3
	1,3
	1,4
	1,4
	1,4
	1,4
	1,5
	1,5
	1,5
	1,6

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг
	740,6
	755,4
	770,5
	785,9
	801,7
	817,7
	834,1
	850,7
	867,7
	885,1
	902,8
	920,9
	939,3

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Затраты на страхование
	млн.тг
	54,1
	55,2
	56,3
	57,4
	58,6
	59,7
	60,9
	62,1
	63,4
	64,7
	66,0
	67,3
	68,6

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг
	102,9
	104,9
	107,0
	109,2
	111,3
	113,6
	115,8
	118,2
	120,5
	122,9
	125,4
	127,9
	130,5

	Консультационо-информац услуги, техконтроль, экспертиза
	млн.тг
	8,9
	9,1
	9,3
	9,5
	9,7
	9,8
	10,0
	10,2
	10,4
	10,7
	10,9
	11,1
	11,3

	Услуги связи (ПП)
	млн.тг
	3,8
	3,9
	4,0
	4,1
	4,1
	4,2
	4,3
	4,4
	4,5
	4,6
	4,7
	4,8
	4,8

	Соцвыплаты, не в ФОТ  ( включая налоги и отчисления НПФ)
	млн.тг
	65,4
	66,7
	68,0
	69,4
	70,7
	72,2
	73,6
	75,1
	76,6
	78,1
	79,7
	81,3
	82,9

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание основных средств
	млн.тг
	202,4
	206,4
	210,5
	214,7
	219,0
	223,4
	227,9
	232,4
	237,1
	241,8
	246,7
	251,6
	256,6

	Затраты на оплату труда ОПП
	млн.тг
	1 549,9
	1 580,8
	1 612,5
	1 644,7
	1 677,6
	1 711,2
	1 745,4
	1 780,3
	1 815,9
	1 852,2
	1 741,6
	1 927,0
	1 504,6

	Выбытие
	млн.тг
	11,3
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Итого прямые производственные затраты 
	млн.тг
	3 015,33
	3 062,24
	3 120,54
	3 180,75
	3 242,13
	3 304,98
	3 368,49
	3 427,84
	3 494,28
	3 562,08
	3 482,81
	3 700,55
	3 310,94

	Налоговые платежи от ФОТ ОПП (соц.налог)
	млн.тг
	208,13
	212,30
	216,54
	220,87
	225,29
	229,80
	234,39
	239,08
	243,86
	248,74
	238,53
	258,79
	216,57

	Налог на имущество
	млн.тг
	2,05
	1,74
	1,48
	1,26
	1,07
	0,91
	0,77
	0,66
	0,56
	0,47
	0,40
	0,34
	0,29

	ОСМС
	млн.тг
	46,50
	47,43
	48,37
	49,34
	50,33
	51,33
	52,36
	53,41
	54,48
	55,57
	52,25
	57,81
	45,14

	НДПИ на добычу конденсата
	млн.тг
	242,37
	242,66
	240,33
	239,76
	239,09
	238,99
	237,46
	223,38
	222,67
	222,02
	219,63
	217,75
	215,74

	НДПИ на добычу природного газа
	млн.тг
	45,01
	45,08
	44,66
	44,57
	44,46
	44,46
	44,19
	41,48
	41,36
	41,25
	40,82
	40,49
	40,13

	Расходы на НИОКР 
	млн.тг
	29,62
	29,50
	30,07
	30,64
	31,23
	31,84
	32,45
	33,08
	33,66
	34,31
	34,97
	34,17
	36,33

	Итого производственных затрат
	млн.тг
	3 589,01
	3 640,93
	3 701,99
	3 767,20
	3 833,61
	3 902,30
	3 970,12
	4 018,93
	4 090,87
	4 164,44
	4 069,42
	4 309,89
	3 865,15

	Административные расходы
	млн.тг
	2 474,97
	2 524,47
	2 574,96
	2 626,46
	2 678,99
	2 732,57
	2 787,22
	2 842,97
	2 899,83
	2 957,82
	3 016,98
	3 077,32
	3 138,87

	Затраты на оплату труда АУП
	млн.тг
	892,40
	910,25
	928,46
	947,03
	965,97
	985,29
	1 004,99
	1 025,09
	1 045,59
	1 066,51
	1 087,84
	1 109,59
	1 131,78

	ОСМС
	млн.тг
	26,77
	27,31
	27,85
	28,41
	28,98
	29,56
	30,15
	30,75
	31,37
	32,00
	32,64
	33,29
	33,95

	Налоговые платежи от ФОТ АУП
	млн.тг
	870,09
	887,50
	905,25
	923,35
	941,82
	960,65
	979,87
	999,46
	1 019,45
	1 039,84
	1 060,64
	1 081,85
	1 103,49

	Другие административные расходы
	млн.тг
	685,70
	699,42
	713,41
	727,67
	742,23
	757,07
	772,21
	787,66
	803,41
	819,48
	835,87
	852,59
	869,64

	Контрактные обязательства
	млн.тг
	60,25
	60,01
	61,04
	94,00
	95,82
	64,62
	65,87
	67,13
	68,32
	69,64
	70,99
	69,40
	73,70

	Отчисления в фонд ликвидации (резервный)
	млн.тг
	0,00
	0,00
	0,00
	31,81
	32,42
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	млн.тг
	29,62
	29,50
	30,07
	30,64
	31,23
	31,84
	32,45
	33,08
	33,66
	34,31
	34,97
	34,17
	36,33

	Выделение средств на социальные проекты
	млн.тг
	30,63
	30,51
	30,97
	31,55
	32,16
	32,78
	33,42
	34,06
	34,66
	35,33
	36,01
	35,23
	37,37

	Итого не производственные затраты
	млн.тг
	2 535,23
	2 584,48
	2 636,00
	2 720,47
	2 774,81
	2 797,19
	2 853,09
	2 910,10
	2 968,14
	3 027,46
	3 087,97
	3 146,72
	3 212,57

	Итого затраты
	млн.тг
	6 124,24
	6 225,42
	6 337,99
	6 487,66
	6 608,42
	6 699,48
	6 823,21
	6 929,03
	7 059,01
	7 191,90
	7 157,39
	7 456,61
	7 077,71

	Доходы (убытки)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Производственный доход
	млн.тг
	9 694,91
	9 706,33
	9 613,17
	9 590,35
	9 563,68
	9 559,42
	9 498,47
	8 935,35
	8 906,98
	8 880,75
	8 785,31
	8 709,86
	8 629,78

	Расходы на реализованную продукцию
	млн.тг
	6 124,24
	6 225,42
	6 337,99
	6 487,66
	6 608,42
	6 699,48
	6 823,21
	6 929,03
	7 059,01
	7 191,90
	7 157,39
	7 456,61
	7 077,71

	Операционный доход
	млн.тг
	3 570,67
	3 480,91
	3 275,17
	3 102,69
	2 955,27
	2 859,94
	2 675,26
	2 006,32
	1 847,97
	1 688,85
	1 627,92
	1 253,25
	1 552,07

	Амортизационные отчисления, включаемые в с/c
	млн.тг
	134,43
	131,34
	126,92
	123,57
	120,27
	117,34
	113,81
	107,90
	105,03
	102,23
	98,69
	95,49
	92,34

	Балансовая прибыль
	млн.тг
	3 436,24
	3 349,57
	3 148,26
	2 979,13
	2 835,00
	2 742,60
	2 561,45
	1 898,41
	1 742,94
	1 586,62
	1 529,23
	1 157,76
	1 459,73

	Амортизационные отчисления, относимые на вычеты 
	млн.тг
	22,12
	18,81
	15,99
	13,59
	11,55
	9,82
	8,34
	7,09
	6,03
	5,12
	4,36
	3,70
	3,15

	Налогооблагаемая прибыль до переноса убытков
	млн.тг
	3 548,55
	3 462,10
	3 259,19
	3 089,11
	2 943,72
	2 850,12
	2 666,91
	1 999,23
	1 841,94
	1 683,73
	1 623,56
	1 249,54
	1 548,92

	Налогооблагаемая прибыль после переноса убытков
	млн.тг
	3 548,55
	3 462,10
	3 259,19
	3 089,11
	2 943,72
	2 850,12
	2 666,91
	1 999,23
	1 841,94
	1 683,73
	1 623,56
	1 249,54
	1 548,92

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	709,71
	692,42
	651,84
	617,82
	588,74
	570,02
	533,38
	399,85
	368,39
	336,75
	324,71
	249,91
	309,78

	ЧИСТАЯ ПРИБЫЛЬ ПОСЛЕ ВСЕХ ВЫПЛАТ
	млн.тг
	2 638,51
	2 597,26
	2 471,20
	2 368,58
	2 280,46
	2 224,44
	2 104,30
	1 599,38
	1 473,56
	1 346,98
	1 298,85
	999,63
	1 239,14








Таблица П.4.2.4 – Анализ движения денежных средств предприятия после налогообложения (Вариант 1)


	Составляющие
	Ед.изм
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036
	2037
	2038

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	Выручка от реализации 
	млн.тг
	376 524,42 
	11 828,51 
	11 082,32 
	10 483,12 
	10 305,91 
	10 291,86 
	10 294,50 
	10 228,15 
	10 230,07 
	10 219,02 
	10 177,60 
	10 167,70 
	10 124,88 
	10 066,26 

	Эксплуатационные затраты (без амортизации)
	млн.тг
	216 863,30 
	4 621,29 
	4 285,78 
	4 326,38 
	4 384,67 
	4 453,36 
	4 526,11 
	4 597,28 
	4 674,26 
	4 753,59 
	4 832,80 
	4 916,07 
	5 000,81 
	5 085,84 

	Капитальные Вложения 
	млн.тг
	565,56 
	35,00 
	35,70 
	36,41 
	37,14 
	54,12 
	38,64 
	39,42 
	57,43 
	41,01 
	41,83 
	60,95 
	43,52 
	44,39 

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	30 551,86 
	1 251,39 
	1 196,69 
	1 092,03 
	1 064,72 
	1 064,48 
	1 064,31 
	1 049,05 
	1 044,43 
	1 034,64 
	1 018,05 
	1 005,80 
	985,14 
	961,05 

	Налог на сверхприбыль
	млн.тг
	20 051,62 
	1 311,17 
	1 303,12 
	1 109,59 
	1 063,56 
	1 065,83 
	1 064,76 
	1 032,03 
	1 017,37 
	989,60 
	947,41 
	911,80 
	857,37 
	795,79 

	Баланс НДС
	млн.тг
	47 256,56 
	1 577,91 
	1 516,34 
	1 418,02 
	1 385,51 
	1 376,01 
	1 374,15 
	1 358,88 
	1 351,44 
	1 347,29 
	1 335,67 
	1 325,89 
	1 316,57 
	1 301,91 

	Итого отток средств
	млн.тг
	315 288,90 
	8 796,76 
	8 337,64 
	7 982,44 
	7 935,60 
	8 013,80 
	8 067,98 
	8 076,66 
	8 144,94 
	8 166,13 
	8 175,76 
	8 220,51 
	8 203,41 
	8 188,99 

	Поток денежной наличности
	млн.тг
	61 235,52 
	3 031,75 
	2 744,68 
	2 500,68 
	2 370,31 
	2 278,07 
	2 226,52 
	2 151,49 
	2 085,14 
	2 052,89 
	2 001,84 
	1 947,19 
	1 921,47 
	1 877,27 

	Чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	23 044,08 
	3 031,75 
	2 495,16 
	2 066,68 
	1 780,85 
	1 555,95 
	1 382,49 
	1 214,46 
	1 070,00 
	957,69 
	848,98 
	750,72 
	673,46 
	598,16 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	21 010,90 
	3 031,75 
	2 461,60 
	2 011,45 
	1 709,94 
	1 473,90 
	1 291,97 
	1 119,67 
	973,22 
	859,34 
	751,55 
	655,63 
	580,24 
	508,43 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	20 155,84 
	3 031,75 
	2 445,58 
	1 985,37 
	1 676,79 
	1 435,92 
	1 250,49 
	1 076,68 
	929,76 
	815,63 
	708,68 
	614,21 
	540,05 
	470,13 

	Накопленный поток денежной наличности
	млн.тг
	61 235,52 
	3 031,75 
	5 776,43 
	8 277,12 
	10 647,43 
	12 925,49 
	15 152,01 
	17 303,50 
	19 388,63 
	21 441,52 
	23 443,36 
	25 390,55 
	27 312,02 
	29 189,29 

	Накопленная чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	23 044,08 
	3 031,75 
	5 526,92 
	7 593,60 
	9 374,45 
	10 930,40 
	12 312,89 
	13 527,35 
	14 597,35 
	15 555,04 
	16 404,02 
	17 154,74 
	17 828,20 
	18 426,36 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	23 044,08 
	3 031,75 
	5 493,35 
	7 504,80 
	9 214,74 
	10 688,63 
	11 980,60 
	13 100,27 
	14 073,49 
	14 932,83 
	15 684,38 
	16 340,01 
	16 920,25 
	17 428,68 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	21 010,90 
	3 031,75 
	5 477,34 
	7 462,70 
	9 139,50 
	10 575,42 
	11 825,91 
	12 902,58 
	13 832,34 
	14 647,98 
	15 356,65 
	15 970,87 
	16 510,92 
	16 981,05 



Продолжение таблицы П.4.2.4

	Составляющие
	Ед.изм
	2039
	2040
	2041
	2042
	2043
	2044
	2045
	2046
	2047
	2048
	2049
	2050
	2051
	2052

	1
	2
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27
	28
	29
	30

	Выручка от реализации 
	млн.тг
	10 053,01 
	10 089,74 
	10 080
	10 096
	10 102
	10 132
	10 103
	10 106
	10 110
	10 138
	10 089
	9 852
	9 695
	9 706

	Эксплуатационные затраты (без амортизации)
	млн.тг
	5 175,39 
	5 268,51 
	5 328
	5 426
	5 525
	5 627
	5 729
	5 835
	5 943
	6 054
	6 165
	6 151
	6 124
	6 225

	Капитальные Вложения 
	млн.тг
	0,00 
	0,00 
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	944,42 
	937,80 
	928
	915
	899
	887
	863
	844
	825
	809
	779
	735
	710
	692

	Налог на сверхприбыль
	млн.тг
	747,40 
	719,14 
	691
	621
	524
	495
	448
	409
	343
	316
	272
	225
	200
	172

	Баланс НДС
	млн.тг
	1 301,45 
	1 301,74 
	1 300
	1 296
	1 291
	1 290
	1 279
	1 273
	1 267
	1 265
	1 250
	1 212
	1 188
	1 185

	Итого отток средств
	млн.тг
	8 168,67 
	8 227,20 
	8 246
	8 258
	8 240
	8 300
	8 320
	8 361
	8 378
	8 445
	8 466
	8 323
	8 223
	8 276

	Поток денежной наличности
	млн.тг
	1 884,35 
	1 862,55 
	1 833,243 
	1 837,59 
	1 861,96 
	1 832,48 
	1 783,11 
	1 745,05 
	1 731,97 
	1 693,06 
	1 623,07 
	1 528,72 
	1 472,31 
	1 430,68 

	Чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	545,83 
	490,47 
	439 
	400 
	368 
	330 
	292 
	259 
	234 
	208 
	181 
	155 
	136 
	120 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	457,71 
	405,75 
	358 
	322 
	293 
	258 
	225 
	198 
	176 
	154 
	133 
	112 
	97 
	84 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	420,48 
	370,32 
	325 
	290 
	262 
	230 
	199 
	174 
	154 
	134 
	114 
	96 
	82 
	71 

	Накопленный поток денежной наличности
	млн.тг
	31 073,64 
	32 936,19 
	34 769 
	36 607 
	38 469 
	40 301 
	42 085 
	43 830 
	45 562 
	47 255 
	48 878 
	50 406 
	51 879 
	53 309 

	Накопленная чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	18 972,19 
	19 462,66 
	19 902 
	20 301 
	20 670 
	20 999 
	21 291 
	21 550 
	21 784 
	21 992 
	22 174 
	22 329 
	22 465 
	22 585 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	17 886,39 
	18 292,14 
	18 650 
	18 972 
	19 265 
	19 523 
	19 749 
	19 946 
	20 123 
	20 277 
	20 410 
	20 522 
	20 619 
	20 703 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	17 401,53 
	17 771,85 
	18 097 
	18 387 
	18 649 
	18 878 
	19 077 
	19 251 
	19 405 
	19 538 
	19 653 
	19 748 
	19 831 
	19 902 


Продолжение таблицы П.4.2.4
	Составляющие
	Ед.изм
	2053
	2054
	2055
	2056
	2057
	2058
	2059
	2060
	2061
	2062
	2063

	1
	2
	31
	32
	33
	34
	35
	36
	37
	38
	39
	40
	41

	Выручка от реализации 
	млн.тг
	9 613
	9 590
	9 564
	9 559
	9 498
	8 935
	8 907
	8 881
	8 785
	8 710
	8 630

	Эксплуатационные затраты (без амортизации)
	млн.тг
	6 338
	6 488
	6 608
	6 699
	6 823
	6 929
	7 059
	7 192
	7 157
	7 457
	7 078

	Капитальные Вложения 
	млн.тг
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	652
	618
	589
	570
	533
	400
	368
	337
	325
	250
	310

	Налог на сверхприбыль
	млн.тг
	136
	103
	75
	56
	29
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	Баланс НДС
	млн.тг
	1 164
	1 148
	1 136
	1 133
	1 116
	1 019
	1 007
	994
	971
	952
	930

	Итого отток средств
	млн.тг
	8 290
	8 356
	8 408
	8 458
	8 502
	8 348
	8 434
	8 523
	8 453
	8 658
	8 317

	Поток денежной наличности
	млн.тг
	1 323,55 
	1 234,39 
	1 155,86 
	1 101,05 
	996,70 
	587,41 
	472,89 
	357,63 
	332,07 
	51,83 
	312,72 

	Чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	101 
	86 
	73 
	63 
	52 
	28 
	20 
	14 
	12 
	2 
	9 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	70 
	59 
	49 
	42 
	34 
	18 
	13 
	9 
	7 
	1 
	6 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	59 
	49 
	41 
	35 
	28 
	15 
	10 
	7 
	6 
	1 
	4 

	Накопленный поток денежной наличности
	млн.тг
	54 633 
	55 867 
	57 023 
	58 124 
	59 121 
	59 708 
	60 181 
	60 539 
	60 871 
	60 923 
	61 236 

	Накопленная чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	22 686 
	22 771 
	22 844 
	22 907 
	22 959 
	22 987 
	23 007 
	23 021 
	23 033 
	23 035 
	23 044 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	20 773 
	20 832 
	20 881 
	20 923 
	20 957 
	20 975 
	20 988 
	20 997 
	21 004 
	21 005 
	21 011 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	19 961 
	20 009 
	20 050 
	20 085 
	20 113 
	20 127 
	20 138 
	20 145 
	20 151 
	20 151 
	20 156 


Таблица П.4.2.5 – Капитальные вложения (Вариант 2)

	Наименование работ объектов и затрат
	Ед.изм
	Стоимость единицы без НДС млн.тг
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036
	2037
	2038

	1
	2
	 
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15
	16

	СТРОИТЕЛЬСТВО СКВАЖИН (подземное строительство)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Ввод из бурения добывающих горизонтальных
	млн.тг
	1 179,88 
	0 
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Ввод из бурения добывающих газовых
	млн.тг
	766,59 
	1 533 
	-
	767
	767
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Гидроразрыв пласта (ГРП)
	млн.тг
	85,00 
	170,0 
	-
	85,0
	85
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Перевод на другой нефтяной горизонт
	млн.тг
	15,00 
	45 
	-
	-
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-

	Итого строительство скважин (подземное строительство)
	млн.тг
	 
	1 748,2 
	-
	851,6
	852
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-
	15
	-
	-

	Итого с инфляцией
	млн.тг
	 
	1 806,4 
	-
	868,6
	886
	-
	16
	-
	-
	17
	-
	-
	18
	-
	-

	НАДЗЕМНОЕ СТРОИТЕЛЬСТВО
	 
	 
	 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Обустройство промысла
	 
	 
	 
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	Обустройство устья добывающей скважины
	млн.тг
	124 
	248 
	-
	124
	124
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-
	-

	Проектно-изыскательные работы
	млн.тг
	
	455 
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35

	ВСЕГО надземное строительство:
	млн.тг
	 
	703 
	35
	159
	159
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35
	35

	Итого с инфляцией
	млн.тг
	 
	770 
	35
	162
	166
	37
	38
	39
	39
	40
	41
	42
	43
	44
	44

	ВСЕГО
	млн.тг
	 
	2 452 
	35
	1 011
	1 011
	35
	50
	35
	35
	50
	35
	35
	50
	35
	35

	Всего с учетом инфляции
	млн.тг
	 
	2 576 
	35
	1 031
	1 052
	37
	54
	39
	39,42
	57
	41,01
	42
	60,95
	44
	44,39




Таблица П.4.2.6 - Производственный доход (Вариант 2)

	Производственный доход
	Ед.изм
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	Продажа  по направлениям
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	219,872
	12,644
	11,226
	10,450
	10,127
	9,577
	8,994
	8,419
	8,032
	7,807
	7,615
	7,419

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	5 195,624
	237,567
	223,253
	214,088
	212,985
	206,801
	199,662
	191,472
	186,574
	183,304
	179,827
	176,937

	Цена реализации 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	 
	90 000,000
	91 800,000
	93 636,000
	95 508,720
	97 418,894
	99 367,272
	101 354,618
	103 381,710
	105 449,344
	107 558,331
	109 709,498

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	 
	45,000
	45,900
	46,818
	47,754
	48,709
	49,684
	50,677
	51,691
	52,725
	53,779
	54,855

	Производственный доход от реализации
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	25 990,373
	1 137,987
	1 030,561
	978,514
	967,200
	933,016
	893,695
	853,257
	830,367
	823,273
	819,090
	813,884

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	312 202,098
	10 690,526
	10 247,307
	10 023,183
	10 170,958
	10 073,175
	9 919,939
	9 703,262
	9 644,174
	9 664,655
	9 670,924
	9 705,854

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	338 192,471
	11 828,514
	11 277,868
	11 001,697
	11 138,158
	11 006,192
	10 813,634
	10 556,519
	10 474,541
	10 487,927
	10 490,014
	10 519,738



Продолжение таблицы П.4.2.6
	Производственный доход
	Ед.изм
	2037
	2038
	2039
	2040
	2041
	2042
	2043
	2044
	2045
	2046
	2047
	2048
	2049

	1
	2
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26
	27

	Продажа  по направлениям
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	7,199
	7,010
	6,826
	6,658
	6,45
	6
	6
	6
	6
	6
	5
	5
	5

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	173,503
	169,825
	166,269
	162,993
	159
	156
	152
	149
	145
	141
	138
	135
	131

	Цена реализации 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	111 903,688
	114 141,762
	116 424,597
	118 753,089
	121 128
	123 551
	126 022
	128 542
	131 113
	133 735
	136 410
	139 138
	141 921

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	55,952
	57,071
	58,212
	59,377
	61
	62
	63
	64
	66
	67
	68
	70
	71

	Производственный доход от реализации
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	805,639
	800,098
	794,679
	790,675
	782
	774
	767
	762
	752
	745
	738
	732
	722

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	9 707,818
	9 692,035
	9 678,894
	9 677,932
	9 631
	9 609
	9 575
	9 563
	9 492
	9 451
	9 409
	9 388
	9 309

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	10 513,457
	10 492,133
	10 473,574
	10 468,607
	10413
	10384
	10343
	10325
	10245
	10196
	10147
	10120
	10031




Продолжение таблицы П.4.2.6
	Производственный доход
	Ед.изм
	2050
	2051
	2052
	2053
	2054
	2055
	2056
	2057
	2058

	1
	2
	28
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36

	Продажа  по направлениям
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тыс. тонн
	5
	5
	5
	4
	4
	4
	4
	4
	4

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.м3
	125
	122
	119
	115
	112
	109
	106
	103
	93

	Цена реализации 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	тг/тонн
	144 759
	147 655
	150 608
	153 620
	156 692
	159 826
	163 023
	166 283
	169 609

	Товарного газа на внутренний рынок
	тг/м3
	72
	74
	75
	77
	78
	80
	82
	83
	85

	Производственный доход от реализации
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Конденсата на внутренний рынок
	млн.тг
	699
	690
	683
	672
	663
	653
	645
	633
	606

	Товарного газа на внутренний рынок
	млн.тг
	9 065
	9 004
	8 963
	8 867
	8 791
	8 709
	8 646
	8 530
	7 927

	Итоговый производственный доход
	млн.тг
	9764
	9694
	9646
	9539
	9453
	9362
	9291
	9163
	8534








































Таблица П.4.2.7 – Расчет операционных затрат, чистой прибыли (Вариант 2)

	Составляющие
	Ед.изм
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14

	ПРОИЗВОДСТВЕННЫЕ ЗАТРАТЫ 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Затраты на электроэнергию
	млн.тг
	1 931,0
	66,1
	63,4
	62,0
	62,9
	62,3
	61,4
	60,0
	59,6
	59,8
	59,8
	60,0

	Топливо, ГСМ
	млн.тг
	97,0
	3,3
	3,2
	3,1
	3,2
	3,1
	3,1
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг
	1 300,1
	27,4
	28,6
	29,8
	30,4
	31,0
	31,6
	32,3
	32,9
	33,6
	34,2
	34,9

	Сырье, материалы и полуфабрикаты
	млн.тг
	1 458,7
	49,9
	47,9
	46,8
	47,5
	47,1
	46,3
	45,3
	45,1
	45,2
	45,2
	45,3

	Командировочные расходы
	млн.тг
	22,0
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,5
	0,6
	0,6
	0,6
	0,6

	Питание и проживание на вахте (спецпитание)
	млн.тг
	3 315,4
	69,8
	72,8
	76,0
	77,6
	79,1
	80,7
	82,3
	83,9
	85,6
	87,3
	89,1

	Спецодежда
	млн.тг
	654,6
	13,8
	14,4
	15,0
	15,3
	15,6
	15,9
	16,2
	16,6
	16,9
	17,2
	17,6

	Расходы  по охране окружающей среды
	млн.тг
	37,5
	0,8
	0,8
	0,9
	0,9
	0,9
	0,9
	0,9
	0,9
	1,0
	1,0
	1,0

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг
	22 476,5
	472,9
	493,9
	515,5
	525,8
	536,3
	547,0
	558,0
	569,1
	580,5
	592,1
	603,9

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Затраты на страхование
	млн.тг
	1 641,9
	34,5
	36,1
	37,7
	38,4
	39,2
	40,0
	40,8
	41,6
	42,4
	43,3
	44,1

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг
	3 121,7
	65,7
	68,6
	71,6
	73,0
	74,5
	76,0
	77,5
	79,0
	80,6
	82,2
	83,9

	Консультационо-информац услуги, техконтроль, экспертиза
	млн.тг
	270,6
	5,7
	5,9
	6,2
	6,3
	6,5
	6,6
	6,7
	6,9
	7,0
	7,1
	7,3

	Услуги связи (ПП)
	млн.тг
	116,0
	2,4
	2,5
	2,7
	2,7
	2,8
	2,8
	2,9
	2,9
	3,0
	3,1
	3,1

	Соцвыплаты, не в ФОТ  ( включая налоги и отчисления НПФ)
	млн.тг
	1 983,4
	41,7
	43,6
	45,5
	46,4
	47,3
	48,3
	49,2
	50,2
	51,2
	52,2
	53,3

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание основных средств
	млн.тг
	6 141,0
	129,2
	134,9
	140,8
	143,7
	146,5
	149,5
	152,4
	155,5
	158,6
	161,8
	165,0

	Затраты на оплату труда ОПП
	млн.тг
	47 011,5
	989,7
	1 009,5
	1 078,7
	1 100,3
	1 122,3
	1 144,7
	1 167,6
	1 191,0
	1 214,8
	1 239,1
	1 263,8

	Выбытие
	млн.тг
	22,4
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Итого прямые производственные затраты 
	млн.тг
	91 601,19
	1 973,4
	2 026,6
	2 132,73
	2 174,80
	2 214,93
	2 255,27
	2 295,74
	2 338,83
	2 383,68
	2 429,26
	2 476,08

	Налоговые платежи от ФОТ ОПП (соц.налог)
	млн.тг
	6 185
	116,6
	129,1
	141,84
	144,68
	147,57
	150,52
	153,53
	156,60
	159,74
	162,93
	166,19

	Налог на имущество
	млн.тг
	801
	87,6
	81,3
	82,37
	76,96
	65,99
	56,78
	48,86
	42,03
	36,34
	31,52
	27,32

	ОСМС
	млн.тг
	1 410
	29,7
	30,3
	32,36
	33,01
	33,67
	34,34
	35,03
	35,73
	36,44
	37,17
	37,92

	НДПИ на добычу конденсата
	млн.тг
	8 455
	295,7
	281,9
	275,04
	278,45
	275,15
	270,34
	263,91
	261,86
	262,20
	262,25
	262,99

	НДПИ на добычу природного газа
	млн.тг
	1 561
	53,5
	51,2
	50,12
	50,85
	50,37
	49,60
	48,52
	48,22
	48,32
	48,35
	48,53

	Расходы на НИОКР 
	млн.тг
	1 005
	122,4
	19,4
	28,59
	29,81
	21,36
	21,92
	22,15
	22,55
	23,14
	23,41
	23,86

	Итого производственных затрат
	млн.тг
	111 018
	2 679,0
	2 619,8
	2 743,05
	2 788,56
	2 809,05
	2 838,78
	2 867,74
	2 905,82
	2 949,86
	2 994,90
	3 042,88

	Административные расходы
	млн.тг
	75 062
	1 571,9
	1 609,1
	1 722,56
	1 757,01
	1 792,15
	1 827,99
	1 864,55
	1 901,84
	1 939,88
	1 978,68
	2 018,25

	Затраты на оплату труда АУП
	млн.тг
	27 069
	569,9
	581,2
	621,10
	633,53
	646,20
	659,12
	672,30
	685,75
	699,46
	713,45
	727,72

	ОСМС
	млн.тг
	812
	17,1
	17,4
	18,63
	19,01
	19,39
	19,77
	20,17
	20,57
	20,98
	21,40
	21,83

	Налоговые платежи от ФОТ АУП
	млн.тг
	26 381,04
	547,1
	563,8
	605,58
	617,69
	630,04
	642,64
	655,50
	668,61
	681,98
	695,62
	709,53

	Другие административные расходы
	млн.тг
	20 799
	437,9
	446,6
	477,24
	486,79
	496,52
	506,45
	516,58
	526,91
	537,45
	548,20
	559,17

	Контрактные обязательства
	млн.тг
	2 808
	369,4
	91,5
	105,45
	107,94
	88,47
	87,79
	86,52
	86,27
	86,78
	86,59
	86,88

	Отчисления в фонд ликвидации (резервный)
	млн.тг
	687
	51,1
	48,0
	46,02
	45,78
	44,45
	42,92
	41,15
	40,10
	39,40
	38,65
	38,03

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	млн.тг
	1 025
	142,4
	19,4
	28,59
	29,81
	21,36
	21,92
	22,15
	22,55
	23,14
	23,41
	23,86

	Выделение средств на социальные проекты
	млн.тг
	1 096
	175,9
	24,1
	30,84
	32,35
	22,66
	22,95
	23,21
	23,62
	24,23
	24,53
	24,99

	Итого не производственные затраты
	млн.тг
	77 870
	1 941,3
	1 700,6
	1 828,01
	1 864,94
	1 880,62
	1 915,78
	1 951,07
	1 988,11
	2 026,66
	2 065,27
	2 105,13

	Итого затраты
	млн.тг
	188 888
	4 620,3
	4 320,4
	4 571,06
	4 653,50
	4 689,67
	4 754,56
	4 818,81
	4 893,93
	4 976,52
	5 060,17
	5 148,02

	Доходы (убытки)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Производственный доход
	млн.тг
	338 192 
	11 828,5
	11 277,9
	11 001,70
	11 138,16
	11 006,19
	10 813,63
	10 556,52
	10 474,54
	10 487,93
	10 490,01
	10 519,74

	Расходы на реализованную продукцию
	млн.тг
	188 888 
	4 620,3
	4 320,4
	4 571,06
	4 653,50
	4 689,67
	4 754,56
	4 818,81
	4 893,93
	4 976,52
	5 060,17
	5 148,02

	Операционный доход
	млн.тг
	149 304
	7 208,2
	6 957,5
	6 430,64
	6 484,65
	6 316,53
	6 059,08
	5 737,71
	5 580,61
	5 511,41
	5 429,85
	5 371,72

	Амортизационные отчисления, включаемые в с/c
	млн.тг
	7 765 
	320,6
	333,4
	358,97
	349,61
	333,16
	314,64
	296,29
	285,27
	279,16
	274,26
	270,09

	Балансовая прибыль
	млн.тг
	141 539
	6 887,7
	6 624,1
	6 071,67
	6 135,05
	5 983,37
	5 744,44
	5 441,43
	5 295,34
	5 232,24
	5 155,59
	5 101,63

	Амортизационные отчисления, относимые на вычеты 
	млн.тг
	8 878 
	950,3
	962,4
	975,75
	834,96
	717,84
	618,28
	531,33
	457,55
	397,53
	344,05
	298,72

	Налогооблагаемая прибыль до переноса убытков
	млн.тг
	140 426 
	6 258,0
	5 995,1
	5 454,88
	5 649,69
	5 598,69
	5 440,80
	5 206,38
	5 123,06
	5 113,88
	5 085,80
	5 073,01

	Налогооблагаемая прибыль после переноса убытков
	млн.тг
	140 426 
	6 258,0
	5 995,1
	5 454,88
	5 649,69
	5 598,69
	5 440,80
	5 206,38
	5 123,06
	5 113,88
	5 085,80
	5 073,01

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	28 085 
	1 251,6
	1 199,0
	1 090,98
	1 129,94
	1 119,74
	1 088,16
	1 041,28
	1 024,61
	1 022,78
	1 017,16
	1 014,60

	ЧИСТАЯ ПРИБЫЛЬ ПОСЛЕ ВСЕХ ВЫПЛАТ
	млн.тг
	94 189 
	3 694,6
	3 527,8
	3 369,06
	3 434,25
	3 396,49
	3 326,04
	3 227,63
	3 194,67
	3 195,86
	3 191,14
	3 195,18






Продолжение таблицы П.4.2.7

	Составляющие
	Ед.изм
	2037
	2038
	2039
	2040
	2041
	2042
	2043
	2044
	2045
	2046
	2047
	2048

	1
	2
	15
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26

	ПРОИЗВОДСТВЕННЫЕ ЗАТРАТЫ 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Затраты на электроэнергию
	млн.тг
	60,0
	59,9
	59,9
	59,9
	59,6
	59,4
	59,2
	59,1
	58,7
	58,5
	58,2
	58,1

	Топливо, ГСМ
	млн.тг
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	3,0
	2,9
	2,9
	2,9
	2,9

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг
	35,6
	36,3
	37,1
	37,8
	38,6
	39,3
	40,1
	40,9
	41,7
	42,6
	43,4
	44,3

	Сырье, материалы и полуфабрикаты
	млн.тг
	45,4
	45,3
	45,2
	45,2
	45,0
	44,9
	44,7
	44,7
	44,4
	44,2
	44,0
	43,9

	Командировочные расходы
	млн.тг
	0,6
	0,6
	0,6
	0,6
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7
	0,7

	Питание и проживание на вахте (спецпитание)
	млн.тг
	90,9
	92,7
	94,5
	96,4
	98,4
	100,3
	102,3
	104,4
	106,5
	108,6
	110,8
	113,0

	Спецодежда
	млн.тг
	17,9
	18,3
	18,7
	19,0
	19,4
	19,8
	20,2
	20,6
	21,0
	21,4
	21,9
	22,3

	Расходы  по охране окружающей среды
	млн.тг
	1,0
	1,0
	1,1
	1,1
	1,1
	1,1
	1,2
	1,2
	1,2
	1,2
	1,3
	1,3

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг
	616,0
	628,3
	640,9
	653,7
	666,8
	680,1
	693,7
	707,6
	721,8
	736,2
	750,9
	765,9

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Затраты на страхование
	млн.тг
	45,0
	45,9
	46,8
	47,8
	48,7
	49,7
	50,7
	51,7
	52,7
	53,8
	54,9
	56,0

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг
	85,6
	87,3
	89,0
	90,8
	92,6
	94,5
	96,4
	98,3
	100,2
	102,2
	104,3
	106,4

	Консультационо-информац услуги, техконтроль, экспертиза
	млн.тг
	7,4
	7,6
	7,7
	7,9
	8,0
	8,2
	8,4
	8,5
	8,7
	8,9
	9,0
	9,2

	Услуги связи (ПП)
	млн.тг
	3,2
	3,2
	3,3
	3,4
	3,4
	3,5
	3,6
	3,7
	3,7
	3,8
	3,9
	4,0

	Соцвыплаты, не в ФОТ  ( включая налоги и отчисления НПФ)
	млн.тг
	54,4
	55,4
	56,6
	57,7
	58,8
	60,0
	61,2
	62,4
	63,7
	65,0
	66,3
	67,6

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание основных средств
	млн.тг
	168,3
	171,7
	175,1
	178,6
	182,2
	185,8
	189,5
	193,3
	197,2
	201,1
	205,2
	209,3

	Затраты на оплату труда ОПП
	млн.тг
	1 289,1
	1 314,9
	1 341,2
	1 368,0
	1 395,4
	1 423,3
	1 451,8
	1 480,8
	1 510,4
	1 540,6
	1 571,4
	1 602,9

	Выбытие
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Итого прямые производственные затраты 
	млн.тг
	2 523,45
	2 571,58
	2 620,70
	2 670,94
	2 721,68
	2 773,71
	2 826,66
	2 880,91
	2 935,61
	2 991,75
	3 049,00
	3 107,63

	Налоговые платежи от ФОТ ОПП (соц.налог)
	млн.тг
	169,51
	172,90
	176,36
	179,89
	183,49
	187,16
	190,90
	194,72
	198,61
	202,58
	206,63
	210,77

	Налог на имущество
	млн.тг
	23,88
	20,96
	18,38
	15,90
	13,52
	11,49
	9,77
	8,30
	7,06
	6,00
	5,10
	4,33

	ОСМС
	млн.тг
	38,67
	39,45
	40,24
	41,04
	41,86
	42,70
	43,55
	44,42
	45,31
	46,22
	47,14
	48,09

	НДПИ на добычу конденсата
	млн.тг
	262,84
	262,30
	261,84
	261,72
	260,33
	259,59
	258,56
	258,12
	256,12
	254,91
	253,68
	252,99

	НДПИ на добычу природного газа
	млн.тг
	48,54
	48,46
	48,39
	48,39
	48,16
	48,05
	47,88
	47,81
	47,46
	47,26
	47,05
	46,94

	Расходы на НИОКР 
	млн.тг
	24,50
	24,78
	25,26
	25,74
	26,23
	26,73
	27,24
	27,76
	28,29
	28,83
	29,38
	29,94

	Итого производственных затрат
	млн.тг
	3 091,39
	3 140,44
	3 191,16
	3 243,61
	3 295,26
	3 349,43
	3 404,56
	3 462,05
	3 518,47
	3 577,54
	3 637,98
	3 700,69

	Административные расходы
	млн.тг
	2 058,61
	2 099,79
	2 141,78
	2 184,62
	2 228,31
	2 272,88
	2 318,33
	2 364,70
	2 412,00
	2 460,24
	2 509,44
	2 559,63

	Затраты на оплату труда АУП
	млн.тг
	742,28
	757,12
	772,27
	787,71
	803,46
	819,53
	835,92
	852,64
	869,70
	887,09
	904,83
	922,93

	ОСМС
	млн.тг
	22,27
	22,71
	23,17
	23,63
	24,10
	24,59
	25,08
	25,58
	26,09
	26,61
	27,14
	27,69

	Налоговые платежи от ФОТ АУП
	млн.тг
	723,72
	738,19
	752,96
	768,02
	783,38
	799,05
	815,03
	831,33
	847,95
	864,91
	882,21
	899,86

	Другие административные расходы
	млн.тг
	570,35
	581,76
	593,39
	605,26
	617,36
	629,71
	642,31
	655,15
	668,25
	681,62
	695,25
	709,16

	Контрактные обязательства
	млн.тг
	87,45
	87,25
	87,45
	87,28
	53,24
	54,25
	55,29
	56,34
	57,43
	58,51
	59,63
	60,77

	Отчисления в фонд ликвидации (резервный)
	млн.тг
	37,29
	36,50
	35,74
	35,03
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	млн.тг
	24,50
	24,78
	25,26
	25,74
	26,23
	26,73
	27,24
	27,76
	28,29
	28,83
	29,38
	29,94

	Выделение средств на социальные проекты
	млн.тг
	25,66
	25,97
	26,46
	26,51
	27,01
	27,52
	28,05
	28,59
	29,13
	29,69
	30,25
	30,83

	Итого не производственные затраты
	млн.тг
	2 146,07
	2 187,04
	2 229,23
	2 271,90
	2 281,55
	2 327,13
	2 373,62
	2 421,05
	2 469,42
	2 518,75
	2 569,07
	2 620,40

	Итого затраты
	млн.тг
	5 237,46
	5 327,48
	5 420,40
	5 515,51
	5 576,82
	5 676,56
	5 778,18
	5 883,09
	5 987,89
	6 096,29
	6 207,05
	6 321,10

	Доходы (убытки)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Производственный доход
	млн.тг
	10 513,46
	10 492,13
	10 473,57
	10 468,61
	10 413,19
	10 383,76
	10 342,56
	10 324,76
	10 244,84
	10 196,37
	10 147,22
	10 119,77

	Расходы на реализованную продукцию
	млн.тг
	5 237,46
	5 327,48
	5 420,40
	5 515,51
	5 576,82
	5 676,56
	5 778,18
	5 883,09
	5 987,89
	6 096,29
	6 207,05
	6 321,10

	Операционный доход
	млн.тг
	5 276,00
	5 164,66
	5 053,18
	4 953,09
	4 836,38
	4 707,20
	4 564,38
	4 441,66
	4 256,95
	4 100,08
	3 940,17
	3 798,68

	Амортизационные отчисления, включаемые в с/c
	млн.тг
	264,23
	259,49
	252,68
	246,47
	238,90
	232,05
	225,42
	219,49
	212,44
	206,19
	200,32
	194,82

	Балансовая прибыль
	млн.тг
	5 011,76
	4 905,17
	4 800,50
	4 706,62
	4 597,47
	4 475,15
	4 338,96
	4 222,17
	4 044,51
	3 893,89
	3 739,85
	3 603,86

	Амортизационные отчисления, относимые на вычеты 
	млн.тг
	263,05
	230,12
	202,26
	171,92
	146,13
	124,21
	105,58
	89,74
	76,28
	64,84
	55,11
	46,85

	Налогооблагаемая прибыль до переноса убытков
	млн.тг
	5 012,95
	4 934,54
	4 850,92
	4 781,17
	4 690,24
	4 582,99
	4 458,80
	4 351,92
	4 180,67
	4 035,24
	3 885,05
	3 751,83

	Налогооблагаемая прибыль после переноса убытков
	млн.тг
	5 012,95
	4 934,54
	4 850,92
	4 781,17
	4 690,24
	4 582,99
	4 458,80
	4 351,92
	4 180,67
	4 035,24
	3 885,05
	3 751,83

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	1 002,59
	986,91
	970,18
	956,23
	938,05
	916,60
	891,76
	870,38
	836,13
	807,05
	777,01
	750,37

	ЧИСТАЯ ПРИБЫЛЬ ПОСЛЕ ВСЕХ ВЫПЛАТ
	млн.тг
	3 182,78
	3 163,76
	3 144,39
	3 130,49
	3 126,20
	3 143,34
	3 090,59
	3 047,57
	2 996,70
	2 921,71
	2 844,35
	2 777,26








Продолжение таблицы П.4.2.7

	Составляющие
	Ед.изм
	2049
	2050
	2051
	2052
	2053
	2054
	2055
	2056
	2057
	2058

	1
	2
	27
	28
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36

	ПРОИЗВОДСТВЕННЫЕ ЗАТРАТЫ 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Затраты на электроэнергию
	млн.тг
	57,6
	56,1
	55,7
	55,4
	54,8
	54,4
	53,9
	53,5
	52,8
	49,0

	Топливо, ГСМ
	млн.тг
	2,9
	2,8
	2,8
	2,8
	2,8
	2,7
	2,7
	2,7
	2,7
	2,5

	Затраты по обеспечению выполнения СанПиН, охране труда и ТБ
	млн.тг
	45,2
	45,0
	44,9
	45,8
	46,7
	47,6
	48,6
	49,5
	50,5
	51,6

	Сырье, материалы и полуфабрикаты
	млн.тг
	43,5
	42,4
	42,1
	41,9
	41,4
	41,1
	40,7
	40,4
	39,9
	37,0

	Командировочные расходы
	млн.тг
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,8
	0,9
	0,9

	Питание и проживание на вахте (спецпитание)
	млн.тг
	115,2
	114,9
	114,4
	116,7
	119,1
	121,5
	123,9
	126,4
	128,9
	131,5

	Спецодежда
	млн.тг
	22,8
	22,7
	22,6
	23,0
	23,5
	24,0
	24,5
	24,9
	25,4
	26,0

	Расходы  по охране окружающей среды
	млн.тг
	1,3
	1,3
	1,3
	1,3
	1,3
	1,4
	1,4
	1,4
	1,5
	1,5

	Работы и услуги производственного характера
	млн.тг
	781,3
	778,8
	775,9
	791,4
	807,2
	823,4
	839,8
	856,6
	873,8
	891,2

	Расходы по аренде основных средств и НМА
	млн.тг
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Затраты на страхование
	млн.тг
	57,1
	56,9
	56,7
	57,8
	59,0
	60,1
	61,4
	62,6
	63,8
	65,1

	Расходы на охрану (вневедомственная и пожарная)
	млн.тг
	108,5
	108,2
	107,8
	109,9
	112,1
	114,4
	116,6
	119,0
	121,4
	123,8

	Консультационо-информац услуги, техконтроль, экспертиза
	млн.тг
	9,4
	9,4
	9,3
	9,5
	9,7
	9,9
	10,1
	10,3
	10,5
	10,7

	Услуги связи (ПП)
	млн.тг
	4,0
	4,0
	4,0
	4,1
	4,2
	4,2
	4,3
	4,4
	4,5
	4,6

	Соцвыплаты, не в ФОТ  ( включая налоги и отчисления НПФ)
	млн.тг
	68,9
	68,7
	68,5
	69,8
	71,2
	72,7
	74,1
	75,6
	77,1
	78,6

	Расходы на содержание, ремонт и обслуживание основных средств
	млн.тг
	213,5
	212,8
	212,0
	216,2
	220,6
	225,0
	229,5
	234,0
	238,7
	243,5

	Затраты на оплату труда ОПП
	млн.тг
	1 634,9
	1 629,7
	1 623,7
	1 656,1
	1 689,2
	1 723,0
	1 757,5
	1 792,6
	1 828,5
	1 865,1

	Выбытие
	млн.тг
	0,0
	11,1
	11,3
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0
	0,0

	Итого прямые производственные затраты 
	млн.тг
	3 166,82
	3 165,44
	3 153,62
	3 202,68
	3 263,66
	3 326,10
	3 389,75
	3 454,89
	3 520,76
	3 582,54

	Налоговые платежи от ФОТ ОПП (соц.налог)
	млн.тг
	214,98
	215,39
	215,72
	220,03
	224,43
	228,92
	233,50
	238,17
	242,94
	247,79

	Налог на имущество
	млн.тг
	3,68
	3,13
	2,66
	2,26
	1,92
	1,63
	1,39
	1,18
	1,00
	0,85

	ОСМС
	млн.тг
	49,05
	48,89
	48,71
	49,68
	50,68
	51,69
	52,72
	53,78
	54,85
	55,95

	НДПИ на добычу конденсата
	млн.тг
	250,79
	244,10
	242,36
	241,15
	238,48
	236,34
	234,05
	232,27
	229,06
	213,34

	НДПИ на добычу природного газа
	млн.тг
	46,55
	45,33
	45,02
	44,82
	44,34
	43,95
	43,55
	43,23
	42,65
	39,64

	Расходы на НИОКР 
	млн.тг
	30,52
	31,10
	30,97
	30,86
	31,45
	32,05
	32,66
	33,28
	33,92
	34,57

	Итого производственных затрат
	млн.тг
	3 762,38
	3 753,37
	3 739,07
	3 791,48
	3 854,96
	3 920,69
	3 987,62
	4 056,81
	4 125,19
	4 174,69

	Административные расходы
	млн.тг
	2 610,82
	2 602,51
	2 592,83
	2 644,69
	2 697,58
	2 751,53
	2 806,56
	2 862,69
	2 919,95
	2 978,35

	Затраты на оплату труда АУП
	млн.тг
	941,39
	938,39
	934,90
	953,60
	972,67
	992,12
	1 011,97
	1 032,21
	1 052,85
	1 073,91

	ОСМС
	млн.тг
	28,24
	28,15
	28,05
	28,61
	29,18
	29,76
	30,36
	30,97
	31,59
	32,22

	Налоговые платежи от ФОТ АУП
	млн.тг
	917,85
	914,93
	911,53
	929,76
	948,35
	967,32
	986,67
	1 006,40
	1 026,53
	1 047,06

	Другие административные расходы
	млн.тг
	723,34
	721,04
	718,36
	732,72
	747,38
	762,32
	777,57
	793,12
	808,99
	825,16

	Контрактные обязательства
	млн.тг
	61,94
	63,12
	63,00
	62,77
	63,83
	98,31
	100,19
	67,56
	68,85
	70,17

	Отчисления в фонд ликвидации (резервный)
	млн.тг
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	0,00
	33,26
	33,90
	0,00
	0,00
	0,00

	Затраты на обучение персонала, от затрат на добычу
	млн.тг
	30,52
	31,10
	30,97
	30,86
	31,45
	32,05
	32,66
	33,28
	33,92
	34,57

	Выделение средств на социальные проекты
	млн.тг
	31,42
	32,02
	32,03
	31,91
	32,38
	33,00
	33,63
	34,27
	34,93
	35,60

	Итого не производственные затраты
	млн.тг
	2 672,76
	2 665,63
	2 655,83
	2 707,45
	2 761,41
	2 849,84
	2 906,75
	2 930,25
	2 988,80
	3 048,51

	Итого затраты
	млн.тг
	6 435,14
	6 419,00
	6 394,90
	6 498,93
	6 616,37
	6 770,53
	6 894,37
	6 987,06
	7 113,99
	7 223,20

	Доходы (убытки)
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Производственный доход
	млн.тг
	10 031,40
	9 763,80
	9 694,27
	9 646,06
	9 539,20
	9 453,48
	9 362,19
	9 290,92
	9 162,54
	8 533,56

	Расходы на реализованную продукцию
	млн.тг
	6 435,14
	6 419,00
	6 394,90
	6 498,93
	6 616,37
	6 770,53
	6 894,37
	6 987,06
	7 113,99
	7 223,20

	Операционный доход
	млн.тг
	3 596,26
	3 344,80
	3 299,37
	3 147,13
	2 922,83
	2 682,96
	2 467,82
	2 303,85
	2 048,55
	1 310,36

	Амортизационные отчисления, включаемые в с/c
	млн.тг
	188,33
	178,66
	173,00
	167,89
	161,94
	156,54
	151,22
	146,40
	140,86
	132,32

	Балансовая прибыль
	млн.тг
	3 407,93
	3 166,14
	3 126,37
	2 979,24
	2 760,89
	2 526,42
	2 316,59
	2 157,45
	1 907,69
	1 178,05

	Амортизационные отчисления, относимые на вычеты 
	млн.тг
	39,82
	33,85
	28,77
	24,45
	20,79
	17,67
	15,02
	12,77
	10,85
	9,22

	Налогооблагаемая прибыль до переноса убытков
	млн.тг
	3 556,44
	3 310,95
	3 270,60
	3 122,67
	2 902,04
	2 665,29
	2 452,80
	2 291,09
	2 037,70
	1 301,14

	Налогооблагаемая прибыль после переноса убытков
	млн.тг
	3 556,44
	3 310,95
	3 270,60
	3 122,67
	2 902,04
	2 665,29
	2 452,80
	2 291,09
	2 037,70
	1 301,14

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	711,29
	662,19
	654,12
	624,53
	580,41
	533,06
	490,56
	458,22
	407,54
	260,23

	ЧИСТАЯ ПРИБЫЛЬ ПОСЛЕ ВСЕХ ВЫПЛАТ
	млн.тг
	2 671,37
	2 510,34
	2 482,46
	2 391,65
	2 254,27
	2 102,04
	1 951,01
	1 832,87
	1 630,16
	1 040,91








Таблица П.4.2.8 – Анализ движения денежных средств предприятия после налогообложения (Вариант 2)


	Составляющие
	Ед.изм
	Итого за рентабельный период
	2026
	2027
	2028
	2029
	2030
	2031
	2032
	2033
	2034
	2035
	2036
	2037

	1
	2
	3
	4
	5
	6
	7
	8
	9
	10
	11
	12
	13
	14
	15

	Выручка от реализации 
	млн.тг
	338 192,47 
	11 828,51 
	11 277,87 
	11 001,70 
	11 138,16 
	11 006,19 
	10 813,63 
	10 556,52 
	10 474,54 
	10 487,93 
	10 490,01 
	10 519,74 
	10 513,46 

	Эксплуатационные затраты (без амортизации)
	млн.тг
	188 888,24 
	4 620,29 
	4 320,40 
	4 571,06 
	4 653,50 
	4 689,67 
	4 754,56 
	4 818,81 
	4 893,93 
	4 976,52 
	5 060,17 
	5 148,02 
	5 237,46 

	Капитальные Вложения 
	млн.тг
	2 576,08 
	35,00 
	1 031,01 
	1 051,63 
	37,14 
	54,12 
	38,64 
	39,42 
	57,43 
	41,01 
	41,83 
	60,95 
	43,52 

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	28 085,26 
	1 251,60 
	1 199,02 
	1 090,98 
	1 129,94 
	1 119,74 
	1 088,16 
	1 041,28 
	1 024,61 
	1 022,78 
	1 017,16 
	1 014,60 
	1 002,59 

	Налог на сверхприбыль
	млн.тг
	18 152,07 
	1 311,78 
	1 268,24 
	994,84 
	1 085,51 
	1 082,46 
	1 026,60 
	937,48 
	903,78 
	895,24 
	877,50 
	863,23 
	827,58 

	Баланс НДС
	млн.тг
	42 496,37 
	1 578,07 
	1 384,77 
	1 322,58 
	1 501,27 
	1 477,38 
	1 444,56 
	1 398,97 
	1 378,07 
	1 377,54 
	1 372,54 
	1 368,77 
	1 364,97 

	Итого отток средств
	млн.тг
	280 198,01 
	8 796,74 
	9 203,44 
	9 031,08 
	8 407,36 
	8 423,37 
	8 352,52 
	8 235,94 
	8 257,83 
	8 313,09 
	8 369,19 
	8 455,56 
	8 476,11 

	Поток денежной наличности
	млн.тг
	57 994,46 
	3 031,78 
	2 074,43 
	1 970,61 
	2 730,80 
	2 582,82 
	2 461,12 
	2 320,58 
	2 216,71 
	2 174,83 
	2 120,82 
	2 064,17 
	2 037,34 

	Чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	22 864,81 
	3 031,78 
	1 885,85 
	1 628,61 
	2 051,69 
	1 764,10 
	1 528,16 
	1 309,90 
	1 137,52 
	1 014,58 
	899,44 
	795,83 
	714,08 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	20 840,97 
	3 031,78 
	1 860,48 
	1 585,08 
	1 969,99 
	1 671,07 
	1 428,10 
	1 207,67 
	1 034,63 
	910,39 
	796,21 
	695,02 
	615,23 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	19 983,73 
	3 031,78 
	1 848,37 
	1 564,53 
	1 931,80 
	1 628,01 
	1 382,25 
	1 161,29 
	988,43 
	864,08 
	750,80 
	651,11 
	572,62 

	Накопленный поток денежной наличности
	млн.тг
	57 994,46 
	3 031,78 
	5 106,21 
	7 076,82 
	9 807,62 
	12 390,44 
	14 851,55 
	17 172,13 
	19 388,84 
	21 563,68 
	23 684,50 
	25 748,67 
	27 786,02 

	Накопленная чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	22 864,81 
	3 031,78 
	4 917,62 
	6 546,23 
	8 597,92 
	10 362,02 
	11 890,18 
	13 200,08 
	14 337,61 
	15 352,18 
	16 251,62 
	17 047,45 
	17 761,52 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	22 864,81 
	3 031,78 
	4 892,25 
	6 477,34 
	8 447,33 
	10 118,40 
	11 546,50 
	12 754,16 
	13 788,79 
	14 699,18 
	15 495,40 
	16 190,42 
	16 805,65 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	20 840,97 
	3 031,78 
	4 880,15 
	6 444,68 
	8 376,48 
	10 004,50 
	11 386,75 
	12 548,04 
	13 536,47 
	14 400,56 
	15 151,35 
	15 802,47 
	16 375,09 



Продолжение таблицы П.4.2.8
	Составляющие
	Ед.изм
	2038
	2039
	2040
	2041
	2042
	2043
	2044
	2045
	2046
	2047
	2048

	1
	2
	16
	17
	18
	19
	20
	21
	22
	23
	24
	25
	26

	Выручка от реализации 
	млн.тг
	10 492,13 
	10 473,57 
	10 468,61 
	10 413
	10 384
	10 343
	10 325
	10 245
	10 196
	10 147
	10 120

	Эксплуатационные затраты (без амортизации)
	млн.тг
	5 327,48 
	5 420,40 
	5 515,51 
	5 577
	5 677
	5 778
	5 883
	5 988
	6 096
	6 207
	6 321

	Капитальные Вложения 
	млн.тг
	44,39 
	0,00 
	0,00 
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	986,91 
	970,18 
	956,23 
	938
	917
	892
	870
	836
	807
	777
	750

	Налог на сверхприбыль
	млн.тг
	783,87 
	736,35 
	694,45 
	626
	523
	476
	434
	348
	306
	264
	224

	Баланс НДС
	млн.тг
	1 355,93 
	1 354,37 
	1 347,81 
	1 339
	1 328
	1 315
	1 306
	1 286
	1 272
	1 257
	1 246

	Итого отток средств
	млн.тг
	8 498,57 
	8 481,29 
	8 514,00 
	8 479
	8 444
	8 461
	8 493
	8 458
	8 482
	8 505
	8 542

	Поток денежной наличности
	млн.тг
	1 993,57 
	1 992,28 
	1 954,60 
	1 933,777 
	1 939,87 
	1 881,33 
	1 831,75 
	1 786,65 
	1 714,60 
	1 642,15 
	1 578,12 

	Чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	635,21 
	577,09 
	514,71 
	463 
	422 
	372 
	329 
	292 
	255 
	222 
	194 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	539,92 
	483,92 
	425,80 
	378 
	340 
	296 
	258 
	226 
	194 
	167 
	144 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	499,26 
	444,56 
	388,63 
	343 
	306 
	265 
	230 
	200 
	171 
	146 
	125 

	Накопленный поток денежной наличности
	млн.тг
	29 779,58 
	31 771,86 
	33 726,46 
	35 660 
	37 600 
	39 481 
	41 313 
	43 100 
	44 814 
	46 457 
	48 035 

	Накопленная чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	18 396,73 
	18 973,83 
	19 488,54 
	19 951 
	20 374 
	20 746 
	21 075 
	21 367 
	21 622 
	21 844 
	22 038 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	17 345,58 
	17 829,50 
	18 255,30 
	18 633 
	18 973 
	19 269 
	19 527 
	19 753 
	19 947 
	20 114 
	20 258 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	16 874,34 
	17 318,91 
	17 707,53 
	18 050 
	18 356 
	18 621 
	18 851 
	19 050 
	19 221 
	19 366 
	19 491 


Продолжение таблицы П.4.2.8
	Составляющие
	Ед.изм
	2049
	2050
	2051
	2052
	2053
	2054
	2055
	2056
	2057
	2058

	1
	2
	27
	28
	29
	30
	31
	32
	33
	34
	35
	36

	Выручка от реализации 
	млн.тг
	10 031
	9 764
	9 694
	9 646
	9 539
	9 453
	9 362
	9 291
	9 163
	8 534

	Эксплуатационные затраты (без амортизации)
	млн.тг
	6 435
	6 419
	6 395
	6 499
	6 616
	6 771
	6 894
	6 987
	7 114
	7 223

	Капитальные Вложения 
	млн.тг
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	Корпоративный подоходный налог
	млн.тг
	711
	662
	654
	625
	580
	533
	491
	458
	408
	260

	Налог на сверхприбыль
	млн.тг
	174
	138
	134
	106
	67
	30
	11
	0
	0
	0

	Баланс НДС
	млн.тг
	1 225
	1 182
	1 172
	1 159
	1 135
	1 108
	1 086
	1 073
	1 044
	937

	Итого отток средств
	млн.тг
	8 545
	8 401
	8 355
	8 389
	8 399
	8 442
	8 482
	8 518
	8 566
	8 420

	Поток денежной наличности
	млн.тг
	1 486,31 
	1 362,64 
	1 339,40 
	1 256,97 
	1 140,19 
	1 011,23 
	879,77 
	773,04 
	596,70 
	113,50 

	Чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	166 
	138 
	124 
	105 
	87 
	70 
	55 
	44 
	31 
	5 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	122 
	100 
	88 
	74 
	60 
	48 
	37 
	30 
	20 
	3 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	105 
	85 
	75 
	63 
	51 
	40 
	31 
	24 
	17 
	3 

	Накопленный поток денежной наличности
	млн.тг
	49 521 
	50 884 
	52 223 
	53 480 
	54 620 
	55 631 
	56 511 
	57 284 
	57 881 
	57 994 

	Накопленная чистая приведенная стоимость, 10%
	млн.тг
	22 204 
	22 342 
	22 466 
	22 571 
	22 658 
	22 729 
	22 784 
	22 828 
	22 859 
	22 865 

	при ставке дисконта в 11,5%
	млн.тг
	20 380 
	20 480 
	20 568 
	20 642 
	20 702 
	20 750 
	20 788 
	20 817 
	20 837 
	20 841 

	при ставке дисконта в 12,23%
	млн.тг
	19 595 
	19 681 
	19 756 
	19 818 
	19 869 
	19 909 
	19 940 
	19 964 
	19 981 
	19 984 
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