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2. ВВЕДЕНИЕ 

Ресурсы газа в Актюбинской области состоят из свободного газа (в основном, газ 

газовой шапки) и растворенного газа, и сосредоточены на 20 месторождениях, находящихся 

на территории области. 

Одним из таких нефтегазовых месторождений Актюбинской области, находящихся 

на стадии промышленной разработки, является месторождение Лактыбай компании ТОО 

«Казахтуркмунай». 

ТОО «Казахтуркмунай» основано в 1993 году и осуществляет свою деятельность на 

основании Договора с Правительством РК на разведку, разработку, добычу, переработку и 

сбыт нефти от 31.05.1994 года и лицензии МГ №42 (нефть), от 23.02.1995 года. 

Приоритетные направления деятельности Компании в области промышленной и 

экологической безопасности - постоянное совершенствование систем технического, 

технологического и экологического управления, оценка, контроль и рациональное 

использование сырого природного ресурса, своевременное выявление аварийно-опасных 

объектов, обеспечение готовности предприятий к эффективной ликвидации последствий 

возможных аварийных ситуаций. 

В целях минимизации эмиссии в окружающую среду сырого газа, а также 

положительного решения экологических проблем региона, ТОО «Казахтуркмунай» в 2006г 

была разработана «Программа утилизации сырого газа месторождений ТОО 

«Казахтуркмунай», и затем утверждена на заседании Рабочей группы МЭМР по 

мониторингу выполнения недропользователями Программ утилизации сырого газа 

(Протоколом №5/4 от 15 июня 2006 года). 

02 декабря 2024 года получено разрешение на сжигание в факелах сырого газа на 

месторождении Лактыбай в общем объеме 0,4974 млн.м3 на 2025 год (Разрешение 

№KZ47VPC00024827). Из них объемы сжигания газа по категориям: 

V6 – 0,0133 млн.м3 

V7 – 0,4841 млн.м3 

V8 – 0,00 млн.м3 

V9 – 0,00 млн.м3 

Настоящая Программа разработана на основании действующего проектного 

документа, с расчетом баланса добываемого газа на 2026 год.  
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3. ОБЩАЯ ЧАСТЬ 

3.1 Общие сведения о месторождении Лактыбай 

Месторождение Лактыбай находится в Байганинском районе Актюбинской области 

Республики Казахстан (рис. 3.1.1) 

В орографическом отношении площадь работ располагается в пределах 

Предуральского плато к югу от песчаного массива Кокжиде. Рельеф местности 

представляет собой слабовсхолмленную равнину с редкой сетью балок и оврагов. 

Альтитуды скважин колеблются от 152,5 до 199 м, увеличиваясь на восток в сторону 

Мугоджарских гор. 

Расстояние до г. Актобе от месторождения составляет 260км. Ближайшим 

населенным пунктом является поселок Жаркамыс в 35 км на СЗ. В непосредственной 

близости находятся разрабатываемые нефтяные месторождения: Каратюбе Южное, 

Жанажол, Кенкияк надсолевой и подсолевой, Кокжиде и другие. Ближайшая 

железнодорожная станция Караулкельды находится в 140 км на СЗ. Расстояние до газо- и 

нефтеперекачивающей станции Кенкияк составляет 82 км. 

Рельеф местности представляет собой слабовсхолмленную равнину с редкой сетью 

балок и оврагов. Альтитуды скважин колеблются от 152,5 до 199 м, увеличиваясь на восток 

в сторону Мугоджарских гор. 

Гидрографическая сеть представлена р. Эмба, которая является главной водной 

артерией. Река имеет постоянный водоток, хорошо выработанную долину, которая 

полностью заливается весной в период снеготаяния. В летнее время река значительно 

мелеет. Вода в реке солоноватая и пригодна только для технических нужд. Долина реки 

неширокая, в некоторых местах достигает 1,5-2 км. Река на всем протяжении имеет 

небольшую глубину и песчаное дно. 

В климатическом отношении район относится к зоне степей и полупустынь. Климат 

резко-континентальный, с сухим жарким летом и холодной зимой. Самыми холодными 

месяцами являются январь и февраль. Минимальная температура воздуха в эти месяцы 

достигает -45°С. Самым жарким месяцем является июль, температура воздуха достигает 

+43°С. Снеговой покров ложится обычно в середине ноября и сохраняется до конца марта. 

В начале зимы толщина снегового покрова бывает незначительной, но в течение зимы она 

увеличивается до 25 см. В январе и феврале наблюдаются сильные ветры и бураны, во время 

которых снег сносится в пониженные участки рельефа. Глубина промерзания почвы 

достигает 1,3 м. Среднегодовое количество атмосферных осадков не превышает 170 мм. 

В районе имеют распространение такие строительные материалы как глины, пески, 
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суглинки. Пески используются как строительный и балластовый материал. Глины 

используются для приготовления глинистых растворов и для местного строительства. 

Суглинки используются для приготовления саманных кирпичей. 

Для хозяйственного водоснабжения, севернее месторождения, разведан альбский 

водоносный комплекс в пределах песчаного массива Кокжиде. В этом массиве выделены 

водоносные горизонты четвертичных отложений, поймы р.Эмба, первой, второй и третьей 

надпойменных террас. Вода для питья привозится из г. Актобе. 

 

Рис. 3.1.1 - Обзорная карта 
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Альтитуды скважин колеблются от 152,5 до 199 м, увеличиваясь на восток в сторону 

Мугоджарских гор. 

Для хозяйственного водоснабжения, севернее месторождения, разведан альбский 

водоносный комплекс в пределах песчаного массива Кокжиде. В этом массиве выделены 

водоносные горизонты четвертичных отложений, поймы р.Эмба, первой, второй и третьей 

надпойменных террас. 

Месторождение Лактыбай разрабатывается компанией ТОО «Казахтуркмунай», 

имеющей Государственную Лицензию на право пользования недрами в Республике 

Казахстан от 23 февраля 1995 года, Серия МГ №42 (нефть). 

Площадь работ располагается на Предуральском плато к югу от песчаного массива 

Кокжиде в пределах блока XXIV-21-C (частично), площадь горного отвода составляет 77,7 

кв.км, глубина его проходит по абсолютной отметке -4610м. Горный отвод выдан 

Министерством энергетики и минеральных ресурсов в феврале 2003 г. 

Структура Лактыбай была подготовлена к поисково-разведочному бурению в 1984- 

1986гг по результатам сейсморазведочных работ МОГТ, проведенных Актюбинской 

геофизической экспедицией. 

Поисково-разведочное бурение началось в 1988г и продолжалось до 1998г согласно 

Проектным документам на бурение и строительство скважин. 

Первооткрывательницей месторождения в 1989г явилась скважина №14, в разрезе 

которой из отложений визейского яруса каменноугольного возраста были получены 

промышленные притоки нефти. 

В результате проведенных геологоразведочных работ на месторождении Лактыбай 

выявлен ряд залежей нефти каменноугольного возраста (I, I-А, II, III, IV, V). Продуктивные 

горизонты приурочены к карбонатным и терригенным отложениям серпуховско-

московского и визейского возрастов, коллекторы представлены известняками, доломитами 

и песчаниками различной степени сцементированности. 

Месторождение Лактыбай введено в пробную эксплуатацию в 1999г скважинами 

№№27, 32, 34, 37, которые эксплуатируют залежи I и II продуктивных горизонтов 

каменноугольной системы. 

Имеющаяся инфраструктура месторождений 

До месторождения Лактыбай подъезд осуществляется по проселочным дорогам. 

Внутри промыслов также используются проселочные дороги. 

Месторождение электрифицировано, электроэнергия подается с газотурбинных 

электростанций (ГТЭС), расположенной на месторождении Каратобе Южное. На 
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месторождении Лактыбай имеются (на случай остановки газотурбинной электростанции) 

газопоршневые (ГПЭС) и дизельные электростанций (ДЭС). 

Питьевая вода для промыслов привозная, техническая вода добывается из 

специальных водозаборных скважин. 

На месторождении Лактыбай сточная вода образуется от жизнедеятельности 

техперсонала, проживающего в вахтовых поселках. Сначала образованные хозяйственно-

бытовые сточные воды поступает в комплексные очистные установки (вахтовый поселок  

Лактыбай - типа СБО- 15), далее после полной очистки отводится на поля фильтрации. 

ТБО вывозятся специализированной организацией с полной ответственностью по 

утилизации. 

Попутно добываемый сырой газ, с месторождения Лактыбай, с помощью 

построенной компрессорной станции по проложенному газопроводу протяженностью 

29,234 км и диаметром 108 мм перекачивается на площадку ГТЭС, которая находится рядом 

с УПН Каратобе Южное.  

На месторождениях ТОО «Казахтуркмунай» согласно РД 39-0148311-605-86 

«Унифицированные технологические схемы сбора, транспорта и подготовки нефти, газа и 

воды», применяются лучевые герметизированные напорные системы сбора продукции 

скважин. 

С учетом условий разработки месторождения, прогнозируемой динамики добычи 

нефти и газа, способа эксплуатации и устьевых давлений добывающих скважин, состава и 

свойств нефти и газа, а также охраны окружающей среды принимаются следующие 

требования к системе сбора и подготовки продукции скважин: 

> полная герметизация системы сбора и транспорта нефти и газа; 

> обеспечение рациональной системы сбора скважинной продукции и 

предварительного сброса воды; 

> максимальное сокращение капитальных затрат и эксплуатационных расходов; 

> автоматизация и телемеханизация основных технологических процессов; 

> охрана природы и недр, исключающая загрязнение окружающей среды; 

> оптимизация всех звеньев промыслового сбора и транспорта нефти и газа. 

3.2 Основание для проектирования 

Основанием для проектирования Программы являются: 

− Единые правила по рациональному и комплексному использованию недр, 

утверждены Приказом Министра энергетики РК №239 от 15.06.2018 г. (с изменениями и 

дополнениями от 20.08.2021 г.); 

− Cтатьи 146 и 147 глава 20 Кодекса РК «О недрах и недропользовании» № 125-VI 

от 27.12.2017 г. (с изменениями и дополнениями по состоянию на 07.03.2022 г.); 

− Правила выдачи разрешений на сжигание сырого газа в факелах, Приказ 

Министра энергетики №140 от 25.04.2018г. с внесениями изменений и дополнениями в 

редакции приказа Министра энергетики РК от 06.10.2021 № 314; 

− Методика расчетов нормативов и объемов сжигания сырого газа при проведении 
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операций по недропользованию, приказ Министра энергетики РК № 164 от 05.05.2018 г. (с 

изменениями и дополнениями Приказа Министра энергетики РК №351 от 08.10.2020 г.); 

− Форма Программы развития переработки сырого газа, утвержденная Приказом 

Министра энергетики РК № 165 от 05.05.2018 г.; 

− Анализ разработки месторождения Лактыбай (Протокол ЦКРР 66/21 от 23-24 

сентября 2025 года). 

3.3 Запасы нефти и газа 

Первый подсчет запасов нефти и растворенного газа месторождения Лактыбай 

выполнен институтом ТОО НИИ «Каспиймунайгаз» в 2002г. по результатам пробной 

эксплуатации скважинами №№27, 32, 34 и 37. Запасы утверждены ГКЗ РК Протоколом 

№173-08-У от 18.09.2002г и поставлены на баланс в следующих количествах: 
 

Геологические, тыс.т Извлекаемые, тыс.т 

Категория С1 4579 1270 

Категория С2 5793 579 
 

В 2011г с бурением разведочной скважины №40, ее положительным опробованием 

на I горизонте, и выделением эффективных нефтенасыщенных толщин в продуктивных 

горизонтах, где ранее обозначались зоны фациального замещения, появилась 

необходимость в составлении отчета по приросту запасов нефти и растворенного газа. 

Утвержденные запасы нефти согласно Протоколу №1085-11-У от 22.07.2011г составили: 
 

Геологические, тыс.т Извлекаемые, тыс.т 

Категория С1 5 395 1 526 

Категория С2 6 918 692 
 

 
В 2015г. с бурением двух эксплуатационных скважин №№41 и 43 и положительными 

результаты их опробования на II и IV горизонтах ТОО НИИ «Каспиймунайгаз» был 

составлен отчет по приросту запасов нефти и растворенного газа по состоянию на 

01.09.2015г и утвержден ГКЗ РК (протокол №1649-16-У от 29 февраля 2016г). 

Категории 
нефть, тыс.т растворенный газ, млн. м3 

геологические извлекаемые геологические извлекаемые 
С1 10 425 2 347 1 446 315 

С2 9 538 953 1 143 116 

Изменений по запасам УВ на дату 01.01.2025 г. не наблюдается. 

3.4 Физико-химические свойства нефти и газа месторождений 

За анализируемый период с 01.01.2022г по 01.07.2024г были исследованы и 

проанализированы 1 глубинная и 1 поверхностная пробы по скважине №40 по горизонту I  

блока I. 

Отбор и исследования проб проведены специалистами лаборатории ТОО «КМГ 

Инжиниринг». Лабораторные исследования пластовой нефти проводились в лаборатории 
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исследования пластовых флюидов на установке «FLUID-EVAL» (Франция), в соответствии 

с существующим МВИ 2 №02-2017 «Методика выполнения измерений. Методы 

исследования пластовых флюидов и сепарированной нефти». Отобранные глубинные 

пробы нефти были доставлены в лабораторию исследования пластовых флюидов филиала 

ТОО «КМГ Инжиниринг». Компонентный состав выделившегося газа определен на 

газовом хроматографе «Хроматэк-Кристалл – 5000» (ГОСТ 31371.3-2008). Настоящий 

стандарт устанавливает метод определения компонентного состава нефтяного газа, 

содержащего углеводороды, а также неуглеводородные компоненты. Компонентный состав 

разгазированной нефти определен на газожидкостном хроматографе «Хроматэк-Кристалл 

– 5000», согласно стандарту «ASTM D2887-2008». 

Состав и свойства нефти в пластовых условиях 

Для характеристики физико-химических свойств нефти в пластовых условиях были 

использованы 18 глубинных и 4 рекомбинированные проб, отобранных из продуктивных 

горизонтов. 

Таблица 3.4.1 Отбор проб по горизонтам 

Горизонты Глубинные  Рекомбинированные 

Поднадвиговая зона 

I горизонта I блока 3  

II горизонта I блока 3 2 

Надвиговая зона 

II горизонта II блока 8 2 

IV горизонта II блока 4  



 

11 

 

Таблица 3.4.2 а Сравнение состава и свойства нефти в пластовых условиях 

Таблица 3.4.2 б Сравнение состава и свойства нефти в пластовых условиях 
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Состав и свойства нефти в поверхностных условиях 

Для характеристики физико-химических свойств нефти в стандартных условиях 

были использованы 50 поверхностных проб из них по горизонтам 

Таблица 3.4.3 Отбор проб по горизонтам 

Поднадвиговая зона 

I горизонта I блока 4 

II горизонта I блока 7 

Надвиговая зона 

I горизонта II блока 6 

I-A горизонта II блока 2 

I-A горизонта III блока 1 

II горизонта II блока 19 

IV горизонта II блока 9 

V горизонта III блока 2 

Диапазоны изменения и средние значения параметров дегазированной нефти по 

горизонтам представлены в таблице 3.4.4. 

В процессе лабораторных исследований, согласно СТ. ТОО 7522-1915-39-01-2011 

«Нефть. Типовое исследование пластовых флюидов и сепарированных нефти. Объем 

исследований и формы представления результатов», в поверхностных условиях 

определены основные параметры нефти: плотность, кинематическая вязкость при 

различных температурах, содержание парафина, серы, смол-силикагелевые, асфальтена и 

фракционный состав, температуры вспышки и застывания, и т.д. 
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Таблица 3.4.4а Сравнение физико-химических свойств и фракционного состава разгазированной нефти горизонта (объекта) 

Таблица 3.4.4б Сравнение физико-химических свойств и фракционного состава разгазированной нефти горизонта (объекта) 
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Компонентный состав и свойства растворенного газа 

Компонентный состав растворенного в нефти газа и его физические свойства 

изучены по 21 анализам проб.  

Сравнение компонентного состава нефтяного газа, разгазированной и пластовой 

нефти и их средние значения по продуктивным горизонтам приведены в таблице 4.5.3. 

Поднадвиговая зона 

Горизонт I (I блок) 

Компонентный состав растворенного в нефти газа и физические свойства I-

горизонта изучены по 3-м анализам из скважины 40. Основными компонентами газа 

являются метан – 45,1%, этан – 16,2% и пропан – 20,4%. Растворенный газ является 

высокожирным, содержание С2+высшие >25% (53,7%). Углекислый газ и азот присутствуют 

в среднем – 0,3 – 1,07% соответственно. Сероводород отсутствует. Относительная 

плотность газа по воздуху 1,129 доли ед. Молекулярная масса в среднем составляет 217,0 

г/моль. 

Горизонт II (I блок) 

Компонентный состав растворенного в нефти газа и физические свойства изучены 

по анализам 4 проб из скважины 34. Основным компонентом газа является метан, 

содержание которого составляет 73,7%. Содержание С2+высшие <25% (24,1%) и 

характеризуется как «жирный». Из неуглеводородных компонентов присутствует азот и 

углекислый газ – 1,9 моль% и 0,3 моль%, соответственно. Сероводород в газе отсутствует. 

Относительная плотность газа по воздуху составляет 0,790 доли ед. Молекулярная масса в 

среднем составляет 216,0 г/моль. 

Надвиговая зона  

Горизонт II (II блок) 

Компонентный состав растворенного в нефти газа и физические свойства изучены 

по анализам 8 проб из скважин 37 и 41. Содержание метана в среднем – 61,3 моль%. 

Содержание С2+высшие >25% (36,6%) и характеризуется как «высокожирный». Из 

неуглеводородных компонентов присутствует азот и углекислый газ – 0,7 и 0,1 моль%, 

соответственно. Сероводород в газе отсутствует. Относительная плотность газа по воздуху 

составляет 1,038 доли ед. Молекулярная масса в среднем составляет 206,8 г/моль. 

Горизонт IV (II блок) 

Компонентный состав растворенного в нефти газа и физические свойства изучены 

по анализам 4 проб из скважины №41 (инт. 4006-4082 м). Основным компонентом газа 

является метан, содержание которого составляет 67,7%. Содержание С2+высшие <25% 

(29,9%) и характеризуется как «жирный». Из неуглеводородных компонентов присутствует 
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азот и углекислый газ – 1,4 и 0,2 моль%, соответственно. Сероводород в газе отсутствует. 

Относительная плотность газа по воздуху составляет 0,885 доли ед. Молекулярная масса в 

среднем составляет 194 г/моль. 

V горизонт (III блок) 

Компонентный состав растворенного в нефти газа и физические свойства изучены 

по анализам 2 проб из скважины 16 (инт. 4006-4082 м). Компонентный состав 

выделившегося газа является высокожирным, содержание С2+высшие >25% (54,6%), 

низкоуглекислым (0,6 моль%) и низкоазотным (2,3 моль%). Содержание метана составляет 

42,6%. Сероводород в газе отсутствует. Относительная плотность газа по воздуху 

составляет 1,470 доли ед. 
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Таблица 4.5.3 - Сравнение компонентного состава нефтяного газа, разгазированной и пластовой нефти горизонта (объекта), мольное содержание, % 
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3.5 Текущее состояние разработки месторождений 

По состоянию на 01.10.2025 г на месторождении Лактыбай фонд пробуренных скважин 

составляет 11 скважин (27, 28, 32, 34, 36, 37, 39, 40, 41, 43). Из них эксплуатационный фонд 

добывающих скважин составляет 8 ед. (27, 32, 34, 37, 40, 41, 43, 46), в том числе действующий 

– 4 ед. В бездействии находятся скважины 27, 32, 34, 43.  

С начала реализации «Технологической схемы…» на месторождении введены из 

бурения три новые скважины: 40, 41, 43. Скважина 40 была введена в эксплуатацию на I объект 

начальным дебитом нефти 27,5 т/сут. Скважина 41 введена в эксплуатацию на II объект в 

декабре 2013г с начальным дебитом нефти 23,7 т/сут. Скважина 43 введена в эксплуатацию на 

II объект в феврале 2015г с начальным дебитом нефти 22,3 т/сут. 

Характеристика фонда скважин месторождения Лактыбай по объектам разработки, по 

состоянию на 01.10.2025 г представлена в таблице 3.5.1. 

Таблица. 3.5.1 - Характеристика фонда скважин на 01.10.2025  г. 

№ Показатели 
Лактыбай 

№ К-во 

1 

Эксплуатационный фонд  добывающих скважин,  

всего: 
27, 32, 34, 37, 40, 41, 43, 46 8 

а) действующий 37, 40, 41, 46 4 

в т.ч. фонтанные 41, 46 2 

         УЭЦН 37, 40 2 

б) бездействующий, всего 27, 32, 34, 43 4 

в т.ч. фонтанные 27 1 

         УЭЦН 32, 34, 43 3 

         ШГН     

         Плунжер лифт     

в) в освоении   0 

г) в консервации   0 

2 
Наблюдательный фонд скв-н   0 

а) ликвидированные     

3 Эксплуатационный фонд нагнет-ных скв-н:   0 

4 Фонд водозаборных скв-н:   3 

  а) действующий 37В 1 

  б) в бездействии     

  в) в освоении (ожидание получения разрешения) 37ВД, 3Ц 2 

  г) наблюдательные     

5 Ликвидированные скважины     
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3.6 Технологические проектные показатели разработки 

Технологические проектные показатели разработки месторождения Лактыбай на 2026 

год приняты согласно отчету «Анализ разработки месторождения Лактыбай», утвержденный 

протоколом ЦКРР №66/21 от 23-24.09.2025 г. 

Характеристики основных показателей разработки представлены в таблицах 3.6.1. 

№№ 

п/п 
Показатели 2026 

1 Добыча нефти, всего, тыс.т  90,8 

2 в том числе: из переходящих скважин  90,8 

3 из новых скважин  0,0 

4 механизированным способом  75,7 

5 Выбытие добывающих скважин, ед.  1 

6 в том числе: под закачку  1 

7 Фонд добывающих скважин на конец года, ед.  5 

8 в том числе нагнетательных в отработке  0 

9 
Действующий фонд добывающих скв. на конец 

года, ед. 
5 

10 
Перевод скважин на механизированную добычу, 

ед. 
2 

11 
Фонд механизированных скважин на конец года, 

ед. 
4 

12 Ввод нагнетательных скважин, ед.  1 

13 Закачка воды, тыс.м3  42,3 

14 Закачка воды с начала разработки, тыс.м3  45,0 

15 Газовый фактор, м3/т  225,6 

16 Добыча нефтяного газа, млн.м3  20,475 

17 
Добыча нефтяного газа с начала разработки, 

млн.м3  
182,826 
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3.7 Газовый фактор (проектный, фактический и динамика изменения газового 

фактора за последние 5 лет) 

В таблице 3.7.1 представлено сравнение проектных и фактических показателей газового 

фактора, добычи нефти и газа в целом по месторождению. 

Таблица 3.7.1 - Проектные и фактические показатели по месторождению Лактыбай 

Показатели 
Ед. 

изм. 

  Годы 

2020 2020 2021 2021 2022 2022 2023 2023 2024 2024 2025 
01.01-

01.10.25 

проект факт проект факт проект факт проект факт проект факт проект факт 

Добыча нефти тыс.т. 60,3 43,1 60,1 55,4 58,83 58,58 61,9 61,2 76,7 70,781 74,5 56,033 

Добыча газа млн.м3 13,0 5,0 9,33 6,36 7,135 5,206 9,601 4,174 11,619 8,256 16,8 11,360 

Газовый фактор м3/т 215,6 116,0 155,2 114,8 121,3 88,9 155,1 68,2 151,5 116,6 225,1 202,7  
 

3.8 Прогноз добычи нефти и газа в рамках утвержденных проектных документов 

На 2026 г. действующим проектным документом является «Анализ разработки 

месторождения Лактыбай», утвержденный протоколом ЦКРР №66/21 от 23-24 сентября 2025 

г. 

Годы Добыча нефти, тыс.т. Добыча газа, млн.м3 

2026 90,8 20,475 

3.9 Существующая система сбора и подготовки нефти и газа месторождений 

Газожидкостная смесь от скважин поступает на групповую замерную установку ГМН 

8-40-500. Замерная установка обеспечивает поочередный индивидуальный замер дебита 

каждой скважины. Продукция остальных скважин объединяется и общим потоком 

направляется на площадку нефтегазового сепаратора НГС-1. Давление в сепараторе 

поддерживается регулирующими клапанами. 

Нефтяная эмульсия из нефтегазосепаратора НГС-1 направляется на отстойник нефти 

ОГ-100м3 где под действием гравитационных сил производится отстой нефти и воды. 

Пластовая вода с отстойника направляется в дренажную емкость ЕП-16м3. С отстойника нефть 

подается на насосы ЦНС 33-44, которые обеспечивают откачку нефти в резервуары РВС 

1000м3 и РВС 2000м3. Данными насосами, также обеспечивается возможность обеспечения 

внутрибазовых перекачек резервуаров, и подача нефти на автоналивную эстакаду на 2 

машино-поста с резервуаров. Для обеспечения перекачки нефти на ЛПДС Кенкияк 

предусмотрена насосная внешней перекачки. Перед подачей нефти на ЛПДС Кенкияк и 

обеспечения разогрева нефти в резервуарах предусматривается ее разогрев в печи подогрева 

ППНП 1-0.65/6.3. Принципиальная технологическая схема УПН месторождения Лактыбай 

представлена на рисунке 3.9.1. 

Выделившийся газ после сепаратора НГС-1 поступает последовательно в 

вертикальный газосепаратор ГС, далее по газопроводу поступает на собственные нужды - печь 

подогрева ППНП 1-0.65\6.3, котельная установка «Ferroli». Излишки сырого газа поступают 

на компрессорную станцию, откуда производится транспортировка газа на газотурбинные 

электростанции (ГТЭС), расположенные на месторождении Каратобе Южное. Система 

транспорта сырого газа с УПН Лактыбай ГТЭС на Каратобе Южное включает в себя: 

- Соединительный газопровод, протяженностью 694 метра и 0219мм, от УПН 
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Лактыбай до компрессорной станции; 

- Компрессорная станция, обеспечивающая компримирования сырого газа и его 

транспорт на площадку ГТЭС месторождения Каратобе Южное. Компрессорная станция 

включает в себя: 

а) компрессорную установку 2ГП-2-8/2,5-13УХЛ4; 

б) компрессорную установку МКС-2ГМ4-12/2,5-13С.
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№

№ 

Наименование Краткие характеристики 

1 Груловая замерная установка ГМН 8-40-500 

2 Нефтегазоселаратор НГС-1-1,6-1600-2 

3 Газовый сепаратор ГС 1-2,5-600 1И 

4 Емкость горизонтальная ЮОмЗ. 

5 Центробежные насосы ЦНС 33-44 

6 Резервуар стальной вертикальный ЮООмЗ. 

7 Резервуар стальной вертикальный 2000мЗ 

8 Емкость подземная (дренажная) 16мЗ. 
 

№№ Наименование Краткие характеристики 

9 Продувочная свеча 
 

10 Факел высокого давления  

11 Факел низкого давления  

12 Кондесатосборни ки 100л ,200л. 

13 Нефтеналивная эстакада 4 автомашины 

14 Насосная внешней перекачки  

15 Печь ППНП1-065/0,63  

16 Котельная "Erensan"  

 

  

— 
Дпенаж 

— 
Нефть 

— 
Газ 

 Объемы утилизации газа  

Рисунок 3.9.1 - Принципиальная технологическая схема УПН месторождения Лактыбай 
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3.10 Динамика изменения переработки/утилизации сырого газа (за последние 5 

лет) 

В таблице 3.10.1 представлены фактические данные по объемам добычи и утилизации 

сырого газа месторождения Лактыбай.  

Период 
Добыча газа, 

млн.м3 

Газ на 

печи, 

котлы 

Газ на выработку эл. 

энергии  
Сжигание, млн.м3 % утилизации 

2020 4,972 0,691 3,811 0,47 90,5% 

2021 6,361 0,653 5,247 0,461 92,8% 

2022 5,206 0,480 4,265 0,461 91,1% 

2023 4,174 0,407 3,305 0,462 88,93% 

2024 8,256 0,470 7,322 0,463 94,3% 

01.01-01.10.2025 11,360 0,525 10,500 0,312 97,23%  

4 ОБОСНОВАНИЕ ОБЪЕМА СЖИГАНИЯ СЫРОГО ГАЗА 

4.1 Объем сжигания сырого газа при испытании объектов скважин 

В настоящее время все месторождения находятся на стадии промышленной разработки, 

бурение и испытание разведочных скважин на рассматриваемый период не предусмотрено. 

Объём сжигания сырого газа при испытании скважин отсутствует. 

4.2 Объем сжигания сырого газа в период пробной эксплуатации месторождения 

В настоящее время все месторождения находятся на стадии промышленной находятся на 

стадии промышленной эксплуатации. Объем сжигания сырого газа при пробной эксплуатации 

отсутствует. 

4.3 Объем сжигания сырого газа при технологически неизбежном сжигании 

Обоснование и расчет объема технологически неизбежного сжигания газа на 

месторождениях проведены в соответствии с «Методикой расчетов нормативов и объемов 

сжигания сырого газа при проведении операций по недропользованию», утвержденной 

приказом МЭ РК № 164 от 05.05.2018 г. с изменениями и дополнениями Приказа Министра 

энергетики РК № 351 от 08.10.2020 г. (далее - Методика). 

Согласно Главе 5 Методики, объем технологически неизбежного сжигания 

определяется по следующей формуле: 

Vv = V6 + V7 + V8 + V9 , где 

Vv – норматив и объем технологически неизбежного сжигания сырого газа, м3; 

V6 - норматив и объем сжигания сырого газа при проведении пусконаладочных работ 

технологического оборудования, определяется на основе технических характеристик, 

паспортов, проектной документации технологического оборудования и план-графика 

пусконаладочных работ, м3; 

V7 – норматив и объем сжигания сырого газа при эксплуатации технологического 

оборудования, определяется технической документацией по режиму эксплуатации, 

техническими характеристиками, паспортами и проектной документацией технологического 
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оборудования, м3; 

V8 – норматив и объем сжигания сырого газа при техническом обслуживании и 

ремонтных работах технологического оборудования определяется технической 

документацией по эксплуатации технологического оборудования и план-графиками 

технического обслуживания, планово-предупредительного, текущего, восстановительного 

(среднего) и капитального ремонтов, м3; 

V9 – норматив и объем сжигания сырого газа при технологических сбоях, отказах, 

отклонениях в работе технологического оборудования, м3. 

Объем технологически неизбежного сжигания газа Vv составит: 

2026 г –  0,2333 млн.м3 

4.4 Объем сжигания сырого газа при проведении пуско-наладочных работ 

технологического оборудования (V6) 

При расчете V6 – объемов неизбежного сжигания газа при пуско-наладке 

технологического оборудования объемы определятся в соответствии с паспортными, 

техническими характеристиками оборудования. 

При проведении пусконаладочных работ нового оборудования и систем (установок) 

процедурой проведения пусконаладочных работ предусмотрена продувка газом систем со 

сбросом на факел со сжиганием всех видов газов по следующим причинам: 

• для вытеснения кислорода воздуха перед приемом углеводородного сырья на 

установку во избежание образования взрывоопасных концентраций; 

• для проведения проверки систем на утечки; 

• для поддержания рабочего давления при проведении работ по пуско-наладке и пуску; 

• сжигание при освоении новых скважин после бурения. 

На месторождениях за рассматриваемый период объем сжигания газа при пуско-наладке 

технологического оборудования включает в себя сжигание при освоении новых скважин после 

бурения Объем технологически неизбежного сжигания газа V6 не предусмотрен. 

4.5 Объем сжигания сырого газа при эксплуатации технологического оборудования 

(V7) 

В соответствии с ВНТП 3-85 «Ведомственные нормы технологического 

проектирования», и «Требованиями промышленной безопасности к устройству и безопасной 

эксплуатации факельных систем», утвержденными приказом министра по чрезвычайным 

ситуациям Республики Казахстан № 311 от 16 июля 2012 г., для обеспечения безопасной 

эксплуатации факельной системы предусмотрена эксплуатация их в дежурном режиме. 

Объем технологически неизбежного сжигания газа V7 составит: 
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2026 г. – 0,2333 млн.м3 

4.6 Объем сжигания сырого газа при техническом обслуживании и ремонтных 

работах технологического оборудования (V8) 

Объем сжигания сырого газа при техническом обслуживании и ремонтных работах 

технологического оборудования (V8) включает в себя неизбежное сжигание сырого газа при 

опорожнении и продувках газопроводов и технологического оборудования, предусмотренных 

технической документацией, план-графиками технического обслуживания, планово-

предупредительного, текущего, восстановительного (среднего) и капитального ремонтов. 

Объем сжигаемого газа при техническом обслуживании оборудования и ремонтных 

работах был рассчитан на основе технической документации на оборудование, учитывая 

запланированные ремонтные работы на техобслуживание и проведение технических 

инспекций, согласно требованиям нормативных документов РК. Согласно проведения 

ремонтных работ ППР технологического оборудования не запланирован на 2026 год. 

4.7 Объем сжигания сырого газа при технологических сбоях, отказах и отклонениях 

в работе технологического оборудования (V9) 

Согласно статистическим данным, сжигание газа при технологических сбоях, отказах, 

отклонениях в работе технологического оборудования не выявлено. Сжигание сырого газа по 

категории V9 в рамках данного документа не предусмотрено. 
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5 ТЕХНОЛОГИЯ ПЕРЕРАБОТКИ/УТИЛИЗАЦИИ СЫРОГО ГАЗА 

Отсутствие в составе попутно добываемых газов меркаптанов и сероводорода 

позволяет использования сырого газа для собственных производственных нужд без 

переработки и очистки.  

На месторождении Лактыбай в существующей технологической схеме установки 

подготовки нефти используется следующее газопотребляющее оборудование: 

• Печь подогрева ППНП1-0,65/0,63 - 1 единица в работе (1 резерв) 
Используется для поддержания требуемой температуры нефти в сборных РВС. Это 

однопоточная, двухсекционная печь с возвратно-петлевой схемой обвязки змеевиков. Печь 

имеет следующие характеристики: 

- Тепловая мощность 200 - 800 кВт. 

- Производительность печи (нефть) при Т 30°С - 90°С - 13 - 38,8 тонн/час 

- Рабочее давление нагреваемой среды (макс.) - 6,3 МПа 

- Расход топливного газа по режимным картам - 86 нм3/час; 

- Время работы - 24 часа в сутки, 365 дней в году 

• Котел «Buderus» - 1 единица в работе (1 резерв) 
Котельная контейнерного типа с двумя котлами, работающими на газовом топливе, 

предназначена для производства и отпуск тепла на отопление и горячее водоснабжение 

городка.  

Технические параметры котельной установки: 

- Расход газа по режимным картам  – 120,36 м3/час 

- Тепло производительность: 

Общая - 2080 кВт 

Система отопления – 1580 кВт 

Система горячего водоснабжения – 500 кВт 

- Время работы - 24 часа в сутки, 365 дней в году 

• Котел «Prexterm RSW 1480N» - 1 единица. 
- Расход газа по режимным картам – 121,48 м3/час 

- Время работы - 24 часа в сутки, 365 дней в году 

 

Таблица 5.1 Перечень объектов потребления газа на собственные нужды 

Наименование 

оборудования 

Кол-

во в 

работе 

ед 

Расход газа, м3/ч 

2026 год 

Время работы, ч 
Объем потребления газа 

млн.м3/год 

Летний Зимний Летний Зимний Летний Зимний Общий 

ППНП-1-0,65 1 34 86 4157,91765 3400 0,141 0,2924 0,434 

Котел Prexterm 

RSW 1480N 
1 121,48 188,3 4200 4380 0,510216 0,825 1,335 

ПАЭС 2500 3 1000 1000 2753,2 3100 2,753 3,100 17,5596 

Котел Buderus 1 120,36 181,6 980 4380 0,1179528 0,795 0,913 

Итого, млн.м3 20,2417 
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6 БАЛАНС ГАЗА 

Технологически неизбежное сжигание газа рассчитано согласно Приказу Министра 

энергетики Республики, Казахстан от 5 мая 2018 года № 164 " Об утверждении методики 

расчетов нормативов и объемов сжигания сырого газа при проведении операций по 

недропользованию». 

Представленные в таблице 6.1 прогнозные объемы добычи газа месторождения 

Лактыбай приняты согласно технологическим показателям отчета «Анализ разработки 

месторождения Лактыбай». 

Период 

Добыча 

газа, млн 

м3 

Потребление газа на 

собственные нужды, млн 

м3 
Технологически неизбежное 

сжигание сырого газа, (VV), млн м3 
% 

Утилизации 
На 

котлы, 

печи, 

млн м3 

Для выработки 

электроэнергии, 

млн м3 V6 V7 V8 V9 VV 

2026 20,475 2,6821 17,5596 0 0,2333 0 0 0,2333 98,86% 
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7 ПЛАНЫ ПО ДАЛЬНЕЙШЕМУ РАЗВИТИЮ ПЕРЕРАБОТКИ СЫРОГО 

ГАЗА 

В связи с увеличением объемов добычи сырого газа на месторождениях в 

Актюбинской области ТОО «Казахтуркмунай» было принято решение о расширении 

существующей системы утилизации сырого газа. 

Для исполнения указанного решения в настоящее время осуществляется передача 

сырого газа подрядчику в объеме до 20 млн.м3 в год на договорной основе. В рамках 

договора и в соответствии с техническим заданием подрядчик выполняет работы по 

переработке и утилизации сырого газа «под ключ» своими силами на принадлежащем 

подрядчику оборудовании, а также работы по эксплуатации, проведению технического 

обслуживания и ремонта этого оборудования.
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8 ЗАКЛЮЧЕНИЕ 

В связи с увеличением объемов добычи сырого газа на месторождениях ТОО 

«Казахтуркмунай» в Актюбинской области руководством товарищества было принято 

решение о расширении существующей системы утилизации сырого газа. 

Для исполнения указанного решения в настоящее время заключен договор на услуги 

по переработке сырого газа на месторождениях в Актюбинской области, где утилизирует 

сырой газ на установках (ГТЭС) с выработкой электроэнергии и выполняет работы по 

эксплуатации и проведению технического обслуживания этих установок. 

Для переработки газа на месторождениях Лактыбай имеются компрессорная станция, 

газопроводы: внутренние, межпромысловые. 
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Согласно статье 146 «Сжигание сырого газа» Кодекса РК «О недрах и 

недропользовании», технологически неизбежным сжиганием сырого газа признается 

сжигание сырого газа для обеспечения бесперебойного процесса добычи углеводородов 

при пуско-наладке, эксплуатации, техническом обслуживании и ремонте технологического 

оборудования, а также при технологических сбоях, отказах и отклонениях в работе 

технологического оборудования в пределах нормативов и объемов, установленных в 

соответствии с пунктом 4 настоящей статьи. 

Расчеты прогнозных объемов технологически-неизбежного сжигания газа были 

проведены в соответствии с «Методикой расчетов нормативов и объемов сжигания сырого 

газа при проведении операций по недропользованию» (Приказ Министра энергетики №164 

от 05 мая 2018г., далее Методика).  

Согласно главы 5 (пункт 16) Методики, объем технологически неизбежного 

сжигания газа определяется по следующей формуле: 

 

                               Vv = V6 + V7 + V8 + V9 , где                              (9) 

 

Vv – норматив и объем технологически неизбежного сжигания сырого газа, м3 

V6 - норматив и объем сжигания сырого газа при проведении пусконаладочных работ 

технологического оборудования, определяется на основе технических характеристик, 

паспортов, проектной документации технологического оборудования и плана-графика 

пусконаладочных работ), м3; 

V7 – норматив и объем сжигания сырого газа при эксплуатации технологического 

оборудования, определяется технической документации по режиму эксплуатации, 

техническими характеристиками, паспортами и проектной документацией 

технологического оборудования, м3; 

V8 - норматив и объем сжигания сырого газа при техническом обслуживании и 

ремонтных работах технологического оборудования, определяется технической 

документацией по эксплуатации технологического оборудования и план-графиками 

технического обслуживания, планово-предупредительного, текущего, восстановительного 

(среднего) и капитального ремонтов, м3; 

V9 - норматив и объем сжигания сырого газа при технологических сбоях, отказах и 

отклонениях в работе технологического оборудования, м3. 

Количество расчетного нормативного сжигания газа (Qр.н.сж.) при проведении 

пусконаладочных, ремонтных работ и технологического обслуживания оборудования 

рассчитывается по следующей формуле: 

Q р.н.сж.= V г.о.* К   где                         (10) 

Qр.н.сж. –  количество расчетного нормативного сжигания газа технологического 

оборудования, отдельного участка газопровода рассчитывается для каждого вида 

технологического неизбежного сжигания сырого газа (V6, V7, V8, V9), м
3; 

 

V г.о. – геометрический объем технологического оборудования, отдельного участка 

газопровода, м3 

К – обобщенный коэффициент, учитывающий зависимость объема газа от давления 

- Р, средней температуры газа – Тср., коэффициента сжимаемости газа – Z (данные 
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показатели берутся из справочной литературы по разработке, эксплуатации месторождения 

исходя из физико-химического состава газа) и рассчитывается по следующей формуле: 

       К = Р/ Тср * Z                                (11) 

1. ОБЪЕМ НЕИЗБЕЖНОГО СЖИГАНИЯ ГАЗА ПРИ ЭКСПЛУАТАЦИИ 

ТЕХНОЛОГИЧЕСКОГО ОБОРУДОВАНИЯ (V7) 

Для обеспечения надежности производства, в соответствии с ВНТП 3-85 

«Ведомственные нормы технологического проектирования», на установках обязательно 

предусматриваются дежурные горелки.  

К объему неизбежного сжигания газа при эксплуатации технологического 

оборудования на месторождениях относится: 

Таблица В-2.1 - Сжигание на дежурной горелке и при продувке факельных 

коллекторов  

Наименование операции 

Расход газа, 

м3/ч 

Продолжительность 

сжигания, ч 

Кол-во 

ед 

Объем ТНС 2026, 

млн м3 

ФУ НД 1,2 8760 1 0,0105 

Продувка факельных 

коллекторов НД 25,434 
8760 1 0,2228 

Итого, млн.м3 0,2333 

 

 


