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Звіт вміщує: 122 сторінок, 27 рисунків, 24 таблиць, 31 першоджерел. 

Об’єкт дослідження – Межигірське газове родовище  

Мета роботи – виконання проекту розробки Межигірського газового родовища. 

Результати роботи: 

Складено проект розробки, викладено геолого-промислову характеристику 

Межигірського газового родовища, проведено обґрунтування розрахункової моделі, 

методики прогнозних розрахунків, технологічних режимів роботи свердловин.  
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даними показників розробки, оцінку коефіцієнта газовилучення, розрахунки 

технологічних показників розробки Межигірського газового родовища.  

Розроблено питання підготовки і транспортування газу, а також питання 

охорони надр і довкілля.  

Проведено обґрунтування техніко-економічної ефективності розробки 

Межигірського газового родовища.  

Сформульовано практичні рекомендації з раціонального здійснення подальшої 

розробки родовища. 
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                                                     ABSTRACT 

   The report contains: 122 pages, 27 figures, 24 tables, 31 primary sources. 

Object of study - Mezhigirsk gas field 

The purpose of the work is the implementation of the project of development of the 

Mezhigir gas field. 

Results of the work: 

 The development project was elaborated, the geological-industrial characteristic 

of the Mezhigir gas field was outlined, the justification of the calculation and 

calculation model, the methods of forecasting calculations, technological modes of 

wells were performed. 

      The gas reserves were estimated by the fall in reservoir pressure and by the 

statistical data of the development indicators, the estimation of the gas extraction 

coefficient, and the calculations of the technological and technological indicators of 

the development of the Mezhigir gas field. 

The issues of gas preparation and transportation, as well as the issues of 

protection of subsoil and environment, have been elaborated. 

The substantiation of the technical and economic efficiency of the development 

of the Boundary Mountain gas field has been carried out. 

Practical recommendations for rational implementation of further field 

development are formulated. 

 

Gas, gas fields, gas fields, wells, gas reserves, project development of gas fields, 

development of gas fields, gas fields analysis of development,           efficiency gas 

production, improving efficiency gas production. 
 

 



5 
 

 

ЗМІСТ 

 

 

Перелік умовних посилань…………………………………………………………………6 

Вступ ......................................................................................................................................... 7 

1 Геолого-промислова характеристика родовища ............................................................... 8 

1.1 Загальні відомості про родовище ................................................................................ 8 

1.2 Стратиграфія .................................................................................................................. 9 

1.3 Тектоніка ...................................................................................................................... 10 

1.4 Газоносність ................................................................................................................. 22 

1.5 Фізико-хімічні властивості природного газу ........................................................... 30 

1.6 Гідрогеологічна характеристика родовища ............................................................. 33 

1.7 Стан запасів газу .......................................................................................................... 33 

2 Аналіз розробки родовища ................................................................................................ 40 

2.1 Історія розвідки і розробки родовища ...................................................................... 40 

2.2 Задачі аналізу розробки газового родовища ............................................................ 41 

2.3 Стан фонду свердловин .............................................................................................. 42 

2.4 Геолого-технічна і продуктивна характеристика свердловин  .............................. 42 

2.5 Аналіз основних технологічних показників розробки родовища і покладів  ...... 46 

2.5.1 Аналіз показників розробки родовища ........................................................ 46 

2.5.2 Аналіз показників розробки окремих покладів верхньобаденських 

відкладів ......................................................................................................... 47 

2.5.3 Аналіз показників розробки покладів сарматських відкладів .................. 66 

3 Прогнозування можливих відборів газу на перспективу ............................................... 70 

3.1 Обґрунтування методики прогнозування ................................................................. 70 

3.2 Прогнозування технологічних показників розробки .............................................. 71 

4 Збір, підготовка і траспортування газу ............................................................................ 78 

5 Рекомендації з контролю за розробкою ........................................................................... 80 

6 Обґрунтування техніко-економічної ефективності розробки ....................................... 81 

7 Охорона  праці і навколишнього середовища……………………………………  101 

Висновки ............................................................................................................................... 114 

Перелік посилань ................................................................................................................. 120 

 

 

 

 

 

 

 

                           



6 
 

 

 

                         ПЕРЕЛІК УМОВНИХ ПОСИЛАНЬ 

 

ГКР – Газоконденсатне родовище 

ЦКЗ – Центральна комісія по запасах 

ДК – Дочірня компанія 

ДКЗ – Державна комісія по запасах корисних копалин 

НДР – Науково-дослідна робота 

ГДС – Геофізичні дослідження свердловин 

НКТ – Насосно-компресорні труби 

УКПГ – Установка комплексної підготовки газу 

ФА - Фонтанна арматура 

ПАР – Поверхнево-активні речовини 

УППГ – Установка попередньої підготовки газу 

ГРП – Газорозподільчий пункт 

ГРС – Газорозподільна станція 

НТС – Низькотемпературна сепарація 

НТК – Низькотемпературна конденсація 

НТА – Низькотемпературна адсорбція 



7 
 

 

ВСТУП 

 

    Межигірське газове родовище в адміністративному відношенні знаходиться на 

території Вижницького району Чернівецької області.  

У тектонічному відношенні родовище розміщено в межах південно-східної 

частини Більче-Волицької зони (Зовнішньої зони) Передкарпатського прогину, в 

Сторожинецькому блоку.  

Межигірське родовище являє собою два брахіантиклінальні підняття, які 

розділені прогином субмеридіонального напрямку і ускладнені розломами. У 

структурному плані газові поклади розміщені на крилах брахіантиклінальних піднять. 

Промислова газоносність пов’язана з відкладами бадену і сармату.  

Структурно-пошукове і розвідувальне буріння на площі родовища проводилось 

у 1993-1997 рр. 

Газоносність відкладів на площі встановлено і родовище відкрито в 1993 році 

свердловинами 1 і 2, із яких отримано газ із баденських (тортонських) відкладів. 

Пробну експлуатацію родовища (відкладів бадену) розпочато в 1994 р. 

свердловинами 1, 2, 3 

У 1995-1996 р.р. в експлуатацію вступили свердловини 10, 17, 2-Слв., 5-Слв. із 

розвідувального фонду. 

Безпосередньо на площі родовища пробурено 23 свердловини глибиною 300-

1520 м: 1, 2, 3, 4, 5, 6, 8, 9, 10, 14, 15, 17 , 1, 2, 3, 4, 5, 6-Славецькі, 9, 11, 13,  

14-Стіжків, 3-Косів, із яких 7 переведено для експлуатації газових покладів. 

Дослідно-промислова розробка відкладів бадену розпочалася в 1994 році, а з 

2010 року почав розроблятися сарматський поклад свердловиною 9-Стіжківська. 

Початкові запаси газу родовища затверджено у 1999 році в кількості 

593 млн м
3
 (категорія С1). 

Початкові запаси газу родовища, які оцінено в 2010 р. [1] за об’ємним методом, 

склали 80,81 млн. м
3
 і за даними експлуатації методом падіння пластового тиску без 

урахування сарматських покладів, – 69,411 млн.м
3
, а уточнені по верхньобаденських і 

сарматських покладах за об’ємним методом ( з використанням нової геологічної 

моделі родовища у 2010 р.) [1] – 90,9 млн.м
3
 (по верхньобаденських – 80,81 млн.м

3
, по 

сарматських покладах – 10,08 млн.м
3
). 

Початкові запаси газу родовища перепідраховано в 2014 р. [2] за об’ємним 

методом та методом падіння пластового тиску і затверджено ДКЗ України за 

об’ємним методом в кількості 90 млн. м
3
 [3]. 

Із родовища на даний час відібрано основні запаси газу 73,256 млн. м
3
.  

У зв’язку з уточненням геологічної моделі родовища, величини запасів газу 

родовища (2014 р.) і затвердженням їх в ДКЗ (2015 р.) та відсутністю затверджених 

проектних показників розробки родовища виконана дана робота. 

У даній роботі розроблено весь комплекс питань, який передбачається в 

проекті розробки газового родовища на його пізній стадії. 
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1 ГЕОЛОГО-ПРОМИСЛОВА ХАРАКТЕРИСТИКА РОДОВИЩА 

 

 

1.1 Загальні відомості про родовище 

Межигірське газове родовище в адміністративному відношенні розташовано у 

Вижницькому районі Чернівецької області. Найближчі населені пункти – 

м.м. Вижниця, Кути, Берегомет і с.с. Чорногузи, Луківці, Мигове, Вишенька, 

Черешенька, Велике та ін. Територією родовища проходить залізниця Львів-Івано-

Франківськ-Чернівці-Вижниця і асфальтована дорога Івано-Франківськ-Коломия-

Косів-Кути-Вижниця-Чернівці. 

У геоморфологічному плані родовище знаходиться на Передкарпатській 

рівнині в межиріччі Прута і Бистриці Надвірнянської в Коломийській котловині. 

Абсолютні відмітки поверхні Землі +550- +350 м. Основною водною артерією є 

р. Прут із притоками р.р. Черемош, Рибниця, Серет. 

Безпосередньо на території родовища в 1981-1982 рр. виконано сейсмічні 

дослідження, в результаті яких виявлено Межигірське підняття. Структурно-

пошукове і розвідувальне буріння проводилось в 1993-1997 рр. Безпосередньо на 

площі пробурено 23 свердловини глибиною 300-1520 м: 1, 2, 3, 4, 5, 6, 8, 9, 10, 14, 15, 

17 , 1, 2, 3, 4, 5, 6 – Славецькі, 9, 11, 13, 14 – Стіжків , 3-Косів. 

Родовище відкрито в 1993 році свердловинами 1 і 2, із яких отримано газ із 

баденських відкладів. Пробну експлуатацію покладу в баденських відкладах 

розпочато в 1994 р. на основі плану пробної експлуатації свердловинами 1, 2, 3 [4]. 

У 1995-1996 р.р. в експлуатацію вступили свердловини 10, 17, 2-Слв., 5-Слв. із 

розвідувального фонду. 

З 2010 року почав розроблятися сарматський поклад свердловиною  9-Стіжків. 

Межигірське газове родовище складається з двох ділянок, які в балансах 

запасів іменували спочатку як окремі родовища: Межигірське і Славецьке. 

Промислово газоносними на родовищі є відклади тортонського (баден) і сарматського 

віків. 

Межигірська ділянка розроблялася свердловинами  1, 2, 3, 10, 9-Стіжків, а 

Славецька ділянка – свердловинами  2, 5-Славецькі, 17. Крім того, частина 

Славецької ділянки (сарматські відклади) розробляється НГВУ „Надвірнанафтогаз” 

(свердловини 1, 6-Славецькі). Свердловина 2 ліквідована через виснаження покладу.  

Експлуатаційний фонд по родовищу за станом на 01.01.2019 р. складає 7 

свердловин (1, 3, 10, 17; 2, 5-Слв.; 9-Стж.), кожна з яких експлуатує поклад із 

характерною тільки йому газодинамічною характеристикою. 

У 1994 р. виконано оцінку запасів газу і складено план пробної експлуатації 

свердловин 1, 2, 3 [4]. 

У 1999 році ТП ВГО „Західукргеологія” підраховано і затверджено кол. ЦКЗ 

Мінгео запаси газу за об'ємним методом [5]. 
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У 2003 році складено проект розробки Межигірського газового родовища [6], в 

якому розглянуто один варіант розробки на основі запасів газу верхньобаденських 

покладів, підрахованих за методом падіння тиску. 

У 2010 р. складено проект дорозробки Межигірського газового родовища, в 

якому також уточнено запаси газу за методом падіння тиску по верхньобаденських 

відкладах і за об’ємним методом по сарматських відкладах [1]. 

У 2014 р. складено геолого-економічну оцінку запасів газу Межигірського 

газового родовища, в якому уточнено запаси газу за методом падіння тиску і за 

об’ємним методом, а на затвердження подані запаси за об’ємним методом [2]. 

 

1.2 Стратиграфія 

Межигірське газове родовище знаходиться в південно-східній частині Більче-

Волицької (Зовнішньої) зони Передкарпатського крайового прогину. Фундаментом 

зони є дуже дислоковані нижньопалеозойські гірські породи, котрі з різким кутовим 

неузгодженням перекриваються мезозойським чохлом і неогеновими моласами 

кайнозою. 

Палеозой (PZ) 

Палеозойські відклади розкрито на сусідній площі свердловиною 2-Шеремети. 

Вони представлені аргілітами і алевролітами тонкими і слабкослюдистими. 

На палеозойському фундаменті зі стратиграфічним і кутовим неузгодженням 

залягають мезозойські відклади. 

Мезозой (MZ) 

Відклади мезозойського віку представлені юрською та крейдовою системами. 

Юрські відклади (J) розповсюджені на всій території родовища і представлені 

тільки тітонським ярусом верхнього відділу – нижнівською свитою. Її складають 

високоомні світло-сірі і кремові вапняки, високої міцності і щільності. Товщина свити 

від 20 до 120 м. 

Крейдові відклади (K) представлені нижнім (K1) і верхнім відділами (K2). 

Породи нижнього відділу неузгоджено перекривають відклади юри і на 

Межигірському родовищі представлені невапняковими щільними пісковиками з 

прошарками невапнякових аргілітів. Товщина цього комплексу порід 18-40 м. 

Породи верхнього відділу представлені сеноманським і туронським ярусами з 

дуже умовною межею між ними. Сеноманський ярус складений кварцево-

глауконітовими пісковиками сірими, зеленувато-сірими з глинисто-карбонатним і 

карбонатним цементом, міцні, щільні. Вапняки світло-сірі, органоуламкові, піскуваті. 

Мергелі темно-бурі, складені із пелітоморфного глинистого матеріалу і зерен 

кальциту. Туронський ярус представлений одноманітною товщею вапняків, 

тріщинуватих, зі стілолітовими швами. Товщина цієї пачки 100-120 м. 

Кайнозой (KZ) 

Неогенова система (N) 
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Кайнозой на родовищі представлений міоценовими гельветським, баденським 

та сарматським ярусами неогену. 

Розріз розпочинається гельветським ярусом, який складений піщано-

алевролітовою пачкою, товщиною 3-8 м. Пісковики кварцові і глауконітові, сірі із 

зеленуватим і буруватим відтінками, середньо- і дрібнозернисті з карбонатно-

глинистим цементом. Зустрічаються прошарки алевролітів і глин. Розповсюдження 

цих відкладів є локальним.  

Алохтонні відклади гельвету представлені стебницькою свитою. Вона 

складена вапняковими соленосними глинами з прошарками пісковиків і алевролітів. 

Товщина сягає 210-250 м. 

Баденський ярус (В) розчленовується на нижній, середній та верхній підяруси.  

Нижній підярус перекриває місцями неузгоджено відклади крейдової системи 

чи гельвету і представлений баранівськими верствами, котрі складені мергелями та 

глинами з рідкими прошарками алевролітів і пісковиків. Товщина верств від 7 до 

18 м. 

До середнього бадену відноситься тираська свита (гіпсоангідритовий 

горизонт – ГА), яка складена гіпсами і ангідритами, з прошарками глин і є 

корелюючим репером. Товщина свити від 6 до 23 м. 

Верхній баден представлений косівською свитою, яка узгоджено залягає на 

тираській свиті. Це монотонна товща піщано-глинистих утворень із переважанням 

глинистого матеріалу. Кількість і товщина піскуватих пачок збільшується в нижній 

частині розрізу. Товщина свити від 300 до 1015 м. 

Газові поклади пов’язані з першою, третьою, четвертою, п’ятою, шостою і 

сьомою пачками (В-1, В-3, В-4, В-5, В-6, В-7), а друга пачка є водонасиченою. 

Сарматський ярус (S) неузгоджено (на розмитій поверхні) перекриває 

баденські відклади і представлений дашавською свитою. Свита складена ритмічним 

чергуванням глин, пісковиків та алевролітів. Товщина свити на родовищі від 100 до 

450 м.  

Газові поклади S-1, S-2, S-3 пов’язані з нижньою частиною сармату. В нижній 

частині розрізу серед глин і аргілітів зустрічаються прошарки бурого вугілля. 

Четвертинні відклади (Q) 

Четвертинні (антропогенні) відклади залягають на розмитій поверхні 

сарматського ярусу. Вони складені грунторослинним прошарком, галькою та 

суглинками товщиною до 30-40 м. 

 

1.3 Тектоніка 

Межигірське родовище розташоване в південно-східній частині Більче-

Волицької (Зовнішньої) зони Передкарпатського прогину, в Сторожинецькому блоку. 

Цей блок на півночі обмежений Сторожинецьким регіональним розломом, а на півдні 

– Косівським скидом. 
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Фундаментом блоку є дислоковані породи палеозою, на яких залягають 

платформні утворення верхньої юри і верхньої крейди мезозою. Верхній структурний 

поверх складають меласові відклади неогену кайнозою. 

Структуру Межигірського родовища вивчено сейсмічними дослідженнями і 

бурінням. Структурні карти по покрівлі піщано-алевролітових горизонтів В-1, В-2, В-

3, В-4, В-5, В-6, В-7 Межигірського родовища на рисунках 1.1-1.7, карти по покрівлях 

піщано-алевролітових горизонтів S-1, S-2, S-3 на рисунках 1.8-1.10. 

 



12 
 

 

 
 

Рисунок 1.1 – Структурна карта продуктивного горизонту В-1 
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Рисунок 1.2 – Структурна карта продуктивного горизонту В-2 
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Рисунок 1.3 – Структурна карта продуктивного горизонту В-3 
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Рисунок 1.4 – Структурна карта продуктивного горизонту В-4 
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Рисунок 1.5 – Структурна карта продуктивного горизонту В-5 
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Рисунок 1.6 – Структурна карта продуктивного горизонту В-6 
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Рисунок 1.7 – Структурна карта продуктивного горизонту В-7 
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Рисунок 1.8 – Структурна карта продуктивного горизонту S-1 
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Рисунок 1.9 – Структурна карта продуктивного горизонту S-2 
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Рисунок 1.10 – Структурна карта продуктивного горизонту S-3 
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По покрівлях продуктивних пластів бадену косівської свити неогену ця 

структура являє собою два брахіантиклінальних підняття, які розділені прогином 

субмеридіанного напрямку і які власне виділяють Межигірську і Славецьку ділянки. 

Північна частина піднять зрізана розривним порушенням. Південні крила піднять 

примикають до Косівського скиду.  

Структура родовища розчленована літологічними заміщеннями на окремі лінзи 

(рис. 1.1-1.10), або місцями обмежена тектонічними зміщеннями. 

Геологічні розрізи приведено на рисунках1.11-1.14. 

          1.4 Газоносність 

Межигірське газове родовище знаходиться в оточенні Шереметівського, 

Косівського, Красноільського родовищ, де встановлена промислова газоносність 

сарматських та баденських відкладів. На Межигірському родовищі поклади газу 

пов’язані з лінзоподібними піщано-алевритовими горизонтами бадену та пісковиками 

сармату (рис. 1.1-1.10). 

На родовищі продуктивність баденських відкладів встановлена бурінням і 

випробуванням свердловин: 1, 2, 3, 10, 17 та 2, 5-Славецькі, сарматських-

свердловинами 9-Стіжківська та 111-Косів. 

Найдавнішими відкладами, які були випробувані в колоні, є відклади вельвету, 

з яких при випробуванні свердловини 5-Слв (інтервал 1470-1477) отримали воду 

дебітом 0,55 м
3
/добу.При зіставленні електрокаротажних діаграм, з урахуванням 

результатів випробування, в розкритому розрізі баденських відкладів виділяється 9 

продуктивних об’єктів, а в сарматі – 3. 

Газоносність сарматського покладу S-1 встановлена випробуванням свердловин 

9-Стіжківська та 111-Косів. В свердл. 9-Стіжківська в інтервалі 85-70 м (абсолютні 

відмітки +245,1+260,1 м) отримали приплив газу дебітом 8,0 тис.м
3
/добу на діафрагмі 

10,78 мм при депресії на пласт 0,04 МПа. Початковий пластовий тиск становив 0,52 

МПа. Поклад пластовий склепінний. Умовний ГВК приймається на абсолютній 

відмітці +240,1 м, що відповідає підошві нижнього газонасиченого пласта за ГДС. 

Висота покладу 19,8 м, ширина 1100 м, довжина 2150 м. 

Газоносність покладу S-2 підтверджена випробуванням свердловини 

9-Стіжківська, де в інтервалі 111-108 м (абс. відмітка +219,1+222,1 м) отримали 

приплив газу дебітом 8,3 тис.м
3
/добу на діафрагмі 12,67 мм при депресії на пласт 0,29 

МПа. Початковий пластовий тиск становив 0,66 МПа. Поклад пластовий склепінний. 

Висота покладу 2,6 м, ширина 370 м, довжина 760 м. 

Газоносність покладу S-3 встановлена випробуванням свердловини  

9-Стіжківська, де в інтервалі 148-145 м (абс. відмітки +182,1 +185,1 м) отримали 

приплив газу дебітом 14,3 тис.м
3
/добу на діафрагмі 10,06 мм при депресії тиску на 

пласт 0,03 МПа. Початковий пластовий тиск становив 1,06 МПа. Поклад пластовий 

склепінний. Умовний ГВК прийнятий на відмітці -182,1 м, що відповідає підошві 

нижнього газонасиченого пласта за ГДС. Висота покладу 3,6 м, ширина 400 м, довжина 

730 м. 
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Рисунок 1.11 – Геологічний розріз по лінії І-І 
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Рисунок 1.12 – Геологічний розріз по лінії ІІ-ІІ 
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Рисунок 1.13–Геологічний розріз по лінії ІІІ-ІІІ
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Рисунок 1.14 – Геологічний розріз по лінії ІV-ІV 
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Газоносність покладу В-1 (блок свердл. 1) встановлена випробуванням 

свердловини 1, де в інтервалі 624-604 м (абс. відмітка -163,5-143,5 м).отримали 

приплив газу дебітом 20,8 тис.м
3
/добу на діафрагмі 6,859 мм при депресії на пласт 

1,30 МПа. Початковий пластовий тиск становив 4,47 МПа. Поклад пластовий 

тектонічно екранований і літологічно обмежений. Умовний контур газоносності 

прийнятий на відмітці -158,9 м, що відповідає підошві нижнього газонасиченого 

пласта за ГДС. Висота покладу 14,8 м, ширина 550 м, довжина1350 м. 

Газоносність покладу В-3 (блок свердл. 2) доведена випробуванням 

свердловини 2, де в інтервалі 598-584 м (абс. відмітка -247-233 м) отримали приплив 

газу дебітом 28,5 тис.м
3
/добу на діафрагмі 6,08 мм. Початковий пластовий тиск 

становив 5,12 МПа. Поклад пластовий склепінний літологічно обмежений. Умовний 

контур газоносності прийнятий на відмітці -245 м, що відповідає підошві нижнього 

газонасиченого пласта за ГДС. Висота покладу 12,8 м, ширина 750 м, довжина 900 м. 

Газоносність покладу В-4 (блок свердл. 17) встановлена випробуванням 

свердловини 17, де в інтервалі 907-813 м (абс. відмітки -413,9-319,9 м) отримали 

приплив газу дебітом 3,8 тис.м
3
/добу на діафрагмі 4,00 мм за депресії на пласт 4,77 

МПа. Початковий пластовий тиск становив 6,75 МПа. Поклад пластовий склепінний 

літологічно обмежений. Умовний контур газоносності прийнятий на відмітці 329,3 м, 

що відповідає підошві нижнього газонасиченого пласта за ГДС. Висота покладу 1,2 м, 

ширина 580 м, довжина 890 м.  

Газоносність покладу В-5 (блок свердл. 2-Слв) підтверджена випробуванням 

свердловини 2-Славецька, де в інтервалі 816-804 м (абс. відмітки -364,8-352,8 м) 

отримали приплив газу дебітом 42,0 тис.м
3
/добу на діафрагмі 6,859 мм при депресії на 

пласт 0,25 МПа. Початковий пластовий тиск 6,50 МПа. Поклад пластовий склепінний 

літологічно обмежений. Умовний контур газоносності прийнятий на відмітці -362,8 м, 

що відповідає підошві нижнього газонасиченого пласта за ГДС. Висота покладу 4,4 м, 

ширина 800 м, довжина 1000 м. 

В горизонті В-6 відмічено два поклади блок свердловин 3 та 10, та блок 

свердловин 5-Славецька і 17. 

Газоносність покладу В-6 (блок свердл. 3, 10) доведена випробуванням 

свердловин 3 та 10, де відповідно в інтервалах 846-839 м (абс. відмітки -396,1-389,1 м) 

та 841-833 м (абс. відмітки -391,4-383,4 м) отримали припливи газу дебітом 47,2 та 

59,9 тис.м
3
/добу. Депресії на пласт становили відповідно 1,63 та 0,75 МПа, початкові 

пластові тиски - 6,42 та 6,48 МПа. Поклад пластовий склепінний. Умовний контур 

газоносності прийнятий на відмітці -396,7 м, що відповідає підошві нижнього 

газонасиченого пласта за ГДС в св.3 Висота покладу 22,7 м, ширина 1650 м, довжина 

2170 м. 
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Газоносність покладу В-6 (блок свердл. 5-Слв., 17) доведена випробуванням 

свердловин 5-Славецька та 17, де відповідно в інтервалах 921-887 м (абс. відмітки -

433,3-399,3 м) та 907-890 м (-413,9-396,9 м) отримали припливи газу дебітом 10,7 та 

2,6 тис.м
3
/добу. Депресії на пласт становили відповідно 1,69 та 4,09 МПа, початкові 

пластові тиски - 5,97 та 6,75 МПа. Поклад пластовий склепінний літологічно 

обмежений. Умовний контур газоносності прийнятий на відмітці -406,9 м, що 

відповідає підошві нижнього газонасиченого пласта за ГДС в св.17 Висота покладу 

7,2 м, ширина 1750 м, довжина 1400 м. 

В горизонті В-7 відмічено також два поклади – блок свердловини 1 та блок 

свердловини 5-Славецька. 

Газоносність покладу В-7 (блок свердл. 1) встановлено випробуванням 

свердловини 1, де в інтервалі 910-903 м (абс. відмітки 449,5-442,5 м) отримали 

приплив газу дебітом 35,4 тис.м
3
/добу на діафрагмі 6,859 мм при депресії на пласт 

0,73 МПа. Початковий пластовий тиск 5,78 МПа. Поклад пластовий склепінний 

літологічно обмежений. Умовний контур газоносності  прийнятий на відмітці –448,7 

м, що відповідає підошві нижнього газонасиченого пласта за ГДС. Висота покладу 4,5 

м, ширина 670 м, довжина 1150 м. 

Газоносність покладу В-7 (блок свердл. 5-Слв) доведений випробуванням 

свердл.5-Слв, де в інтервалі 921-887 м (абс. відмітки -433,3 -399,3 м) отримали 

приплив газу дебітом 10,7 тис.м
3
/добу при депресії на пласт 1,69 МПа. Початковий 

пластовий тиск становив 5,62 МПа. Поклад пластовий склепінний літологічно 

обмежений. Умовний контур газонасиченості прийнятий на відмітці -432,3 м, що 

відповідає підошві нижнього газонасиченого пласта за ГДС. Висота покладу 3,4 м, 

ширина 700 м, довжина 1220 м. 

Коротка характеристика покладів наведена в таблиці 1.1. 
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Таблиця 1.1 – Визначення положення УГВК і УКГ  та коротка характеристика газових покладів 

П
о
к
л
ад

 

Блок 

свердловин 

Альтитуда 

Характеристика продуктивного 

горизонту за даними 

промислової геофізики 

Характеристика продуктивного 

горизонту за даними 

випробування 

Прийняте 

положення 

УГВК, УКГ, 

абсолютна 

відмітка, м 

Розміри покладу, м  

Підошва останнього 

газонасиченого пласта, м 

Інтервал 

випробування м Отриманий 

флюїд 
висота ширина довжина 

глибина абсолютна 

відмітка 

глибина  

абс. відмітка, м 

S-1 9-Стж 

330,1 

90,0 +240,1 85-70 

+245,1+260,1 

Газ +240,1 19,8 1100 2150 

S-2 9-Стж 

330,1 

111,0 +219,1 111,0-108,0 

+219,1+222,1 

Газ +219,1 2,6 370 760 

S-3 9-Стж 

330,1 

148,0 +182,1 148-145 

+182,1+185,1 

Газ +182,1 3,6 400 730 

В-1 1 

460,5 

619,4 -158,9 624-604 

-163,5-143,5 

Газ -158,9 14,8 550 1350 

В-1 5-Слв 

487,7 

658,8 -171,1 – – -171,1 12,0 900 1430 

В-3 2 

351,0 

596,0 -245,0 598-584 

-247-233 

Газ -245 12,8 750 900 

В-4 17 

493,1 

822,4 -329,3 907-813 

-413,9-319,9 

Газ -329,3 1,2 580 890 

В-5 2-Слв 

451,2 

814,0 -362,8 816-804 

-364,8-352,8 

Газ -362,8 4,4 800 1000 

В-6 3; 10 

449,9; 449,6 

846,6 -396,7 846-839 

-396,1-389,1 

Газ -396,7 22,7 1650 2170 

5-Слв; 17 

487,7; 493,1 

900,0 -406,9 907-813 

-413,9-319,9 

Газ 406,7 7,2 1750 1400 

В-7 1 

460,5 

909,2 -448,7 910-903 

-449,5-442,5 

Газ -448,7 4,5 670 1150 
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1.5 Фізико-хімічні властивості природного газу 

Аналізи природного газу по покладах виконано в газогідрохімічній лабораторії 

Тематичної партії ДГП “Західукргеологія”. 

У баденських відкладах (В-1–В-7) газ метановий, сухий. Вміст метану 80,04-

98,17% за об’ємом, етану 0,031-0,795%, азоту 1,5-6,6% і вуглекислого газу 0,014-

1,65%. Нижча теплотворна здатність газу 7641-8164 ккал/м
3
.  

Відбір проб газу з газових об’єктів проводився на гирлі свердловин 

глибинними пробовідбірниками. Хімічний склад і фізичні властивості газів приведені 

в таблиці 1.2. 

Всього на родовищі відібрано 17 проб газу, в тому числі з сарматських 

відкладів – 3 (св. 9-Стж). 

Газ баденських відкладів (В-1–В-7) на 81-99% складається з вуглеводнів, серед 

яких переважає метан (80-98%), вміст етану коливається в межах 0,03-0,79%; пропану 

– 0,004-0,3%; пентан+вищі – 0,1-0,2%. 

З невуглеводневих компонентів присутні вуглекислий газ (0,1-1,6%), азот (1-

16%). В окремих пробах присутній гелій. Його вміст коливається від 0,009 до 0,154 

(св.1), в середньому становить 0,014. 

Абсолютна густина вільного газу коливається від 0,6704 до 0,7642 кг/м
3
, а 

відносна за повітрям становить 0,5529-0,6132. Нижча теплотворна здатність 

становить 6779-7993 ккал/м
3
 (1619-1909 кдж). 

Понижений вміст метану (80-82%) та підвищений вміст азоту (12,6-16,6%) 

відмічається в покладі В-6 (св.10) та в покладі В-4 (св.5-Слв). 

Газ сарматських покладів (S-1, S-2, S-3) складається на 92-93% з вуглеводнів, 

переважним компонентом яких є метан, вміст його коливається в межах 90-92% 

об'ємних, етану – 0,15-0,27%; пропану – 0,02-0,2%; ізобутану – 0,01-0,13%; н-бутану – 

0,01-0,06%; пентан+вищі – сліди. З вуглеводневих компонентів в газі присутній 

вуглекислий газ (0,01-0,15%) та азот (5,4-7,8%). 

Абсолютна густина природного газу коливається в межах 0,6740-0,6953 кг/м
3
, а 

відносна – становить 0,5593-0,5770, теплотворна здатність газів дорівнює 7641-8004 

ккал/м
3
 (1825-1912 кдж). 

Газ Межигірського родовища відноситься до сухих і не має активної корозійної 

здатності. Він придатний до використання в якості сировини в нафтохімічній 

промисловості, а також є висококалорійним паливом. 

Відбирання газу для аналізу в 1994-2018 р.р. не виконувалося. 
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Таблиця 1.2 – Характеристика вільного газу 

Пласт 

Поклад 

№№ 

сверд. 

Умови 

відбору 

проб 

Інтервал 

випробу-

вання, м 

Абсолютна  

відмітка 

Пластовий 

тиск 

критич. 

тиск, МПа 

Пласт. 

темпе-

ратура 

крит. 

тем-ра, К 

Приве-

дений 

тиск 

Приведена 

темпе-

ратура 

Коефіцієнт 

надстис-

ливості 

частка 

одиниці 

Поправки, 

частка одиниці 

Густина 

кг/м
3
 

 

абсолют 

відносна 

на відхилення 

від закону 

Бойля-Маріотта 

на 

темпе-

ратуру 

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

 1 Затр. простір 1181-1168 

720,5-707,3 

92,02 

46,50 

293 

189,3 

1,98 1,55 0,85 1,18 1,0 0,6729 

0,5529 

B-7 1 Затр. простір 910-903 

449,5-442,5 

58,99 

46,69 

287 

189,39 

1,26 1,52 0,89 1,12 1,01 0,6731 

0,5586 

B-1 1 Труб. 

простір 

624-604 

163,3-143,3 

43,40 

47,91 

287 

185,9 

0,91 1,55 0,935 1,07 1,01 0,6778 

0,5625 

 2  774-771 

423-420 

 303 

187,99 

1,61     0,6865 

0,5697 

B-3 2 Труб. 

простір 

598-584 

247-233 

51,90 

46,39 

303 

187,99 

0,89 0,62 0,94 1,07 0,97 0,6704 

0,5564 

 7 Затр. простір 240-230 

211,2-221,2 

7,92 

45,72 

287 

184,96 

0,17 1,55 0,99 1,01 1,02 0,7390 

0,6132 

B-6 10 Гирло 841-843 

391,4-383,4 

66,07 

44,39 

305 

178,51 

1,49 1,71 0,93 1,08 0,96 0,6994 

0,5804 

B-4 17 Гирло 

907-890 

413,9-396,9 

53,90 

46,16 

305 

189,26 

1,17 1,61 0,93 1,08 0,96 0,6988 

0,5799 

890-813 

396,9-319,9 

67,6 

46,77 

303 

189,83 

1,45 1,60 0,90 1,11 0,97 0,6771 

0,3619 

 2-Слв Затр. простір 814-816 

352,8-364,8 

66,27 

46,60 

302 

192,46 

1,42 1,57 0,89 1,13 0,97 0,6970 

0,5784 

В-4 5-Слв Затр. простір 910-887 

422,3-399,3 

57,29 

44,97 

305 

244,49 

1,27 1,25 0,77 1,30 0,96 0,7642 

0,6342 

Затр. простір 887-855 

399,3-367,3 

60,88 

44,97 

305 

244,49 

1,35 1,25 0,76 1,32 0,96 0,6969 

0,5783 

S-1 9-Стж Труб. 80-75 52,50 303 1,15 1,65 0,93 1,08 0,98 0,6908 
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простір 45,51 183,90 0,5733 

S-2 9-Стж Труб. 

простір 

111-108 67,57 

45,64 

303 

185,04 

1,48 1,64 0,91 1,10 0,97 0,6740 

0,5593 

S-3 9-Стж Труб. 

простір 

148-145 107,795 

45,9338 

303 

185,75 

2,34 1,63 0,87 1,10 0,97 0,6953 

0,5770 

Закінчення таблиці 1.2 

Пласт 

Поклад 

Вміст мол., кг/м
3
 Примітка  

м
ет

ан
у

 

ет
ан

у
 

п
р

о
п

ан
у

 

б
у

та
н

у
 

п
ен

та
н

у
 +

 в
и

щ
і 

сі
р

к
о

в
о

д
н

ю
 

ге
л
ію

 

ар
го

н
у
 

в
у

гл
ек

и
сл

о
го

 

га
зу

 

аз
о

ту
 

П
ар

аф
ін

у
 

Ін
ш

и
х

 с
у

п
у

тн
іх

 

к
о

р
и

сн
и

х
 

к
о

м
п

о
н

ен
ті

в
 

1 13 14 15 16 17 18 19 20 21 22 23 24 25 

 94,928 0,108 - - -  0,154  - 3,977    
B-7 98,168 0,121 0,004 - -  -  0,014 1,512    
B-1 94,491 0,121 0,006 - -  0,009  0,198 4,326    

 94,448 0,033 - - -  0/021  0,750 4,030    
B-3 96,891 0,031 - - -    0,062 2,445    

 89,331 0,218 0,065 0,125 0,019  0,008  0,550 9,145    
B-6 82,692 0,093 0,040 - -  -  1,50 12,630    

B-4 94,146 0,453 0,433 0,299 0,082  -  0,900 3,072    
 97,564 0,149 0,030 0,013 -  -  0,450 1,529    
 95,886 0,795 0,520 0,383 0,223  -  0,200 1,692    

В-4 

80,043 

 

86,988 

0,688 

 

0,676 

0,056 

 

0,135 

0,038 

 

0,164 

- 

 

0,055 

 0,020 

 

0,017 

 1,65 

 

1,075 

16,651 

 

10,172 

   

 93,933 0,664 0,213 0,289 0,110  0,013  0,5 3,693    
S-1 90,854 0,241 0,018 0,016 0,010  -  0,010 7,824    
S-2 92,727 0,159 0,066 0,115 -  -  0,101 5,413    
S-3 91,982 0,190 0,015 0,020 -  -  0,476 6,584    
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1.6 Гідрогеологічна характеристика родовища 

Водоносні відклади верхньобаденського віку, з якими пов’язані промислові 

поклади газу, випробувано у сверд. 1, 2, 3, 14 Дебіти води становили 3,15-

10,08 м
3
/добу. Мінералізація пластових вод змінювалася від 11,7 до 63,6 г/л. Густина 

вод становила 1008-1041 кг/м
3
. Ступінь метаморфізації води є високим (

Cl

Na

 = 0,76/1,056). Води відносяться до хлоркальцієвого типу. 

Водоносні відклади сарматського віку випробувано у сверд. 9-Стж. Вода 

пластова з густиною 1010 кг/м
3
. Загальна мінералізація 9,494 г/л. Тип води 

хлоркальцієвий. 

 

1.7 Стан запасів газу  

При введенні в пробну експлуатацію свердловин 1, 2 і 3 (1994 р.) запаси газу в 

районі цих свердловин (баденські відклади) були оцінені за об’ємним методом 

(пласти В-1, В-3, В-6, В-7) в розмірі 152 млн.м
3
 [4] (табл. 1.3). 

У 1999 році запаси газу Межигірського родовища, яке було названо 

Межигірсько-Славецьким, підраховано у баденських відкладах за об’ємним методом 

у кількості 593 млн.м
3
 (категорія С1) [5].  

Ці запаси в процесі подальшої розробки родовища не підтверджувалися. У 

1999 році підрахунок запасів газу Межигірського родовища виконано за геологічною 

моделлю, за якою газові поклади баденських і сарматських відкладів є пластовими, 

склепінними. Розташування склепіння структури передбачалося в районі свердловини 

7 Однак подальша експлуатація свердловин 1, 3, 10, 2-Слв. та 5-Слв. в 1993-2003 

роках показала, що кожна із цих свердловин дренує поклад газодинамічно 

ізольований, з незначним об’ємом газу (лінзоподібні поклади). 

Тому, враховуючи отримані результати розробки і особливості геолого-

промислової характеристики повністю виснаженого Косівського газового родовища, 

південно-східною перикліналлю якого є Межигірське родовище, в 2003 році виконано 

переінтерпретацію промислово-геофізичних матеріалів на основі якої створено нову 

геологічну модель родовища. У 2003 році в проекті розробки родовища підраховано 

запаси газу по всіх експлуатаційних об’єктах баденських відкладів з уточненням 

контурів газоносності (табл. 1.4). і по сарматських відкладах за об’ємним методом, 

котрі склали 90,9 млн.м
3
 (по верхньобаденських покладах – 80,81 млн.м

3
, по 

сарматських покладах – 10,09 млн.м
3
). Вхідні дані та результати підрахунку запасів 

газу (в 2010 р.) по сарматських покладах наведено в таблиці 1.4 [1]. За методом 

падіння тиску по баденських покладах отримано запаси в 55,6 млн.м
3
. 
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Ці запаси в основному підтвердилися результатами подальшої експлуатації 

покладів в 2003-2010 роках за даними роботи [1].  

У проекті дорозробки Межигірського газового родовища [1] за 2010 р. знову 

виконано оцінку запасів газу. 

По верхньобаденських покладах пластів В-7, В-6 і В-4 за методом падіння 

пластового тиску загальні запаси газу оцінено в кількості 69,411 млн. м
3
 (табл. 1.5). 
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Таблиця 1.3 – Підрахункові параметри і запаси газу баденських відкладів Межигірського родовища, вперше підраховані в 

роботі [4] (1994 р.) 

Продуктивний 

пласт (лінза) 

Площа 

газоносності, 

м
2 

Продуктивна 

товщина, м 

Коефіцієнт 

відкритої 

пористості, 

частка од. 

Коефіцієнт 

газоносності, 

частка од. 

Пластова 

темпе-

ратура, К 

Поправка на 

температуру 

f 

Початковий 

пластовий тиск 

Коефіцієнт 

надстис-

ливості, z 

Початковий 

поровий 

об’єм, м
3 

Початкові 

геологічні 

запаси газу, 

млн.м
3 

МПа кГс/см
2 

В-1 1,2·10
6 

3,5 0,151 0,73 305,5 0,96 4,26 43,4 0,935 0,463·10
6
 20,52 

В-3 2,0·10
6
 4,0 0,248 0,73 305,5 0,96 5,12 52,2 0,915 1,448·10

6
 79,32 

В-6 2,0·10
6
 1,0 0,220 0,73 309,5 0,95 5,78 59,0 0,912 0,322·10

6
 19,78 

В-7 1,95·10
6
 1,5 0,250 0,74 310,5 0,94 5,78 59,0 0,913 0,541·10

6
 32,87 

Всього:          152,49 

 

Таблиця 1.4 – Підрахункові параметри і не затверджені запаси газу верхньобаденських і сарматських покладів 

Межигірського родовища за об’ємним методом (2003р.) [6, 1] 

Об’єкт підрахунку Глибина 

залягання 

(інтервал 

перфорації), 

м 

Ефективна 

товщина, 

м 

Початковий 

пластовий 

тиск,  

ро.пл ,  МПа 

Пластова 

температура 

Т,  

К 

Коефіцієнт 

газонасиченості 

Коефіцієнт 

пористості  

Площа 

газоносності, 

км
2 

Запаси газу, 

млн. м
3 

Запаси газу за 

методом 

падіння тиску, 

млн.м
3
 

(2003 р.) 

Запаси газу за 

методом 

падіння тиску, 

млн.м
3
 

(2010 р.) 

Верхньобаденські поклади 
Пласт В-7 (сверд. 1) 910–903 2,0 5,78 309,5 0,78 0,3 0,187 5,45 3,2 3,97 

Пласт В-6 (сверд. 3) 846–839 1,6 6,42 305 0,68 0,226 1,00 17,2 16,8 19,095 

(сверд. 10) 841–833 1,4 6,48 305 0,57 0,186 0,934 10,0 13,6 17,764 

Пласт В-4 (сверд. 2-Слв.) 816–804 1,85 6,50 302 0,78 0,27 0,62 17,4 6,6 11,905 

(сверд. 5-Слв.) 910–855 1,0 5,97 305 0,80 0,22 0,83 9,32 6,4* 5,492 

(сверд. 17) 907–813 1,3 6,75 303 0,54 0,142 0,408 3,04 9,0* 11,185 

Пласт В-3 (сверд. 2) 598–584 4,0 5,12 305,5 0,7 0,199 0,43 14,2 – – 

Пласт В-1 (сверд. 1) 604–624 4,1 4,47 305,5 0,68 0,211 0,156 4,2 – – 

Всього       4,565 80,81 55,6 69,411 

Сарматські поклади* 
S-5 (сверд. 6-Слв.) 373–365 4,0 1,6 290 0,56 0,103 0,785 3,089*   

S-4 (сверд. 1-Слв.) 329–318 4,0 1,5 290 0,50 0,150 0,785 3,763   

S-3 (сверд. 9-Стж.) 148–145 2,0 1,06 285 0,71 0,153 0,785 1,943   

S-2 (сверд. 9-Стж.) 111–108 1,0 0,66 285 0,67 0,203 0,785 0,748   

S-1 (сверд. 9-Стж.) 85–70 1,0 0,52 285 0,70 0,177 0,8 0,546   

Всього       3,94 10,089   

Всього по родовищу       8,505 90,899   
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Примітки. * Разом із пластом В-3. 

Таблиця 1.5 – Запаси газу верхньобаденських покладів Межигірського родовища, підраховані за методом падіння 

пластового тиску (2010 р.) [1] 

Об’єкт підрахунку Період розробки 

для визначення 

запасів 

Зведені пластові тиски: Сумарний відбір 

газу 

Дренований 

поровий 

об’єм 

покладу,  

млн. м
3 

Дреновані запаси Відсоток 

відбору газу 

від 

початкових 

запасів 

початковий 

0p  

на початок 

періоду 

визначення 

1p  

на кінець 

періоду 

визначення 

2p  

н
а 

3
1
.0

7
.2

0
1
0

 р
.,
 м

л
н

. 

м
3
 

за
 п

ер
іо

д
 з

н
и

ж
ен

н
я 

ти
ск

у
 в

ід
 р

1
 д

о
 р

2
, 

м
л
н

. 
м

3
 

п
о
ч
ат

к
о
в
і,

 м
л
н

. 
м

3
 

за
л
и

ш
к
о
в
і 

н
а 

3
1
.0

6
.9

9
 р

.,
 м

л
н

. 
м

3
 

Пласт В-7 (1) по 31.06.2010 р. 58,9 58,9 9,9 3,300 3,300 0,0674 3,970 0,670 83,1 

Пласт В-6 (3) по 31.06.2010 р. 65,5 65,5 22,2 12,623 12,623 0,2915 19,095 6,472 66,1 

Пласт В-6 (10) по 31.06.2010 р. 69,8 69,8 16,3 13,616 13,616 0,2545 17,764 4,148 76,6 

Пласт В-4 (17) по 06.2008 р. 68,9 68,9 28,3 8,001 7,015 0,1728 11,905 3,904 67,2 

Пласт В-4 (2-Слв.) по 31.06.2010 р. 66,2 66,2 11,2 4,563 4,563 0,083 5,492 0,929 83,1 

Пласт В-4 (5-Слв.) по 12.2009 р. 57,8 57,8 17,3 8,023 7,837 0,1935 11,185 0,3348 71,7 

Всього     50,126 48,954 1,0623 69,411 19,471 72,2 
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Зіставляючи ці запаси газу із запасами, оціненими за об’ємним методом 

(1999 р.), автори прийшли до висновку, що „по більшості об’єктів запаси мало 

відрізняються. Виключенням є запаси В-4 пласта (свердловини 2-Слв. і 17), по яких 

різницю можна пояснити неправильним розподілом площі газоносності покладу між 

свердловинами. Якщо із запасів газу, підрахованих об’ємним методом, виключити 

запаси В-3 і В-1 пластів, то загальні запаси майже співпадають (62,410 млн. м
3
)” [8] 

(табл. 1.6). 

Таблиця 1.6 – Зіставлення запасів газу верхньобаденських покладів 

Межигірського родовища, підрахованих за об’ємним методом і за методом падіння 

пластового тиску [1] (2010 р) 

Об’єкт підрахунку Запаси газу, 

підраховані за 
об’ємним 

методом, млн. м
3 

Запаси газу, 

підраховані за методом 
падіння пластового 

тиску, млн. м
3 

Підвищення запасів за 

об’ємним методом до 
запасів, оцінених за 

методом падіння тиску 

Пласт В-7 (1) 5,450 3,970 1,373 

Пласт В-6 (3) 1,7200 19,095 0,901 

Пласт В-6 (10) 10,000 17,764 0,563 

Пласт В-4 (2-Слв.) 17,400 5,492 3,168 

Пласт В-4 (17) 3,040 11,905 0,255 

Пласт В-4 (5-Слв.) 9,320 11,185 0,833 

Пласт В-3 (2) 14,200 – – 

Пласт В-1 (1) 4,200 – – 

Всього 80,810 69,411 1,164 

 

По сарматських газових покладах S-5, S-4, S-3, S-2, S-1 підрахунок запасів газу 

в цій же роботі [1] виконано за об’ємним методом (табл. 1.7), оскільки на той час 

(2010 р.) експлуатувався тільки поклад S-1 протягом 1 місяця. 

У зв’язку із невизначеністю розповсюдження газових покладів, контур 

газоносності по покладах S-5, S-4, S-3 і S-2 умовно проведено на відстані 0,5 км 

навколо свердловин. При визначенні площі газоносності покладу S-1 враховано 

результати випробування сверд. 3-Кс. 

Значини початкового пластового тиску, пластової температури, ефективної 

газонасиченої товщини, коефіцієнта пористості і газонасиченості прийнято згідно із 

комплексом досліджень, проведених у відповідних свердловинах.  

Запаси газу по сарматських покладах оцінено в 10,089 млн. м
3
.  
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Таблиця 1.7 – Вхідні дані та результати підрахунку запасів газу Межигірського родовища за об’ємним методом по 

покладах сарматського віку [1] (2010 р.) 

Об’єкт підрахунку 

Глибина 
залягання 

(інтервал 

перфорації), 

м 

Площа 

газоносності, 

10
6
 м

2 

Е
ф

ек
ти

в
н

а 

га
зо

н
ас

и
ч
ен

а 
то

в
щ

и
н

а,
 

м
 

К
о
еф

іц
іє

н
т 

п
о
р
и

ст
о
ст

і,
 

ч
ас

тк
а 

о
д

. 

К
о
еф

іц
іє

н
т 

га
зо

н
ас

и
ч
ен

о
ст

і,
 ч

ас
тк

а 

о
д

. 

П
о
ч
ат

к
о
в
и

й
 п

л
ас

то
в
и

й
 

ти
ск

 р
п

о
ч
., 

М
П

а
 

П
л
ас

то
в
а 

те
м

п
ер

ат
у
р
а,

 

Т
п

л
, 
К

 

Т
ем

п
ер

ат
у
р
н

а 

п
о
п

р
ав

к
а 

f 

Обернена 

величина 

коефіцієнта 

стисливості 

газу, 
Z

1
 

З
ап

ас
и

 г
аз

у
 Q

,.
 м

л
н

.м
3
 

1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 

S-5 (сверд. 6-Слв.) 373-365 0,785 4,0 0,103 0,56 1,6 290 1,01 1,036 3,089 

S-4 (сверд. 1-Слв.) 329-318 0,785 4,0 0,150 0,50 1,5 290 1,01 1,034 3,763 

S-3 (сверд. 9-Стж.) 148-145 0,785 2,0 0,153 0,71 1,06 285 1,028 1,026 1,943 

S-2 (сверд. 9-Стж.) 111-108 0,785 1,0 0,203 0,67 0,66 285 1,028 1,017 0,748 

S-1 (сверд. 9-Стж.) 85-70 0,8 1,0 0,177 0,70 0,52 285 1,028 1,012 0,546 

Всього          10,089 
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У 2014 р. складено геолого-економічну оцінку запасів газу Межигірського 

газового родовища, в якому уточнено запаси газу за методом падіння тиску і за 

об’ємним методом, а затверджено запаси обсягом 90 млн. м
3
 (код 111+121) за 

об’ємним методом [2] (протокол 898 від 5 листопада 2015 р. [3]).  

Запаси газу Межигірського родовища, що затверджені в ДКЗ подано в таблиці 

1.8.  

Таблиця 1.8 – Запаси газу, підраховані об’ємним методом і затверджені в ДКЗ [3]  

Поклад, блок Код класу за 

класифікацією 2008 р. 

Категорія запасів за 

класифікацією 1994 р. 

Початкові запаси газу, 

млн.м
3
 

S-1, 

9-Стж 

111 С1 8 

221 позабалансові 2 

S-2   9-Стж 121 С1 0,2 

S-3 

9-Стж 

121 С1 0,3 

221 позабалансові 0,1 

В-1 

1 

111 С1 0,2 

221 позабалансові 0,1 

332 С2 11 

В-1   5-Слв 332 С2 18 

В-3 

2 

111 С1 1 

221 позабалансові 1 

332 С2 7 

В-4   17 111 С1 2 

В-5 

2-Слв 

111 С1 9 

332 С2 15 

В-6 

3, 10 

111 С1 44 

221 позабалансові 2 

333 С3 13 

В-6 

17, 5-Слв 

111 С1 15 

221 позабалансові 1 

В-7   5-Слв 111 С1 5 

В-7 

1 

111 С1 5 

332 С2 20 

 

Всього по 

родовищу 

111+121 С1 90 

221 позабалансові 6 

332 С2 71 

333 С3 13 
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2 АНАЛІЗ РОЗРОБКИ РОДОВИЩА 

 

 

2.1 Історія розвідки і розробки родовища 

Сейсмічні дослідження на території родовища виконано в 1981-1982 р.р., в 

результаті яких виявлено Межигірське підняття. 

Структурно-пошукове і розвідувальне буріння проводилось у 1993-1997 р.р. 

Межигірське газове родовище відкрито в 1993 р. свердловинами 1 і 2, із яких 

отримано газ із баденських відкладів неогену (міоцену) кайнозойського віку. 

Пробну експлуатацію покладу в баденських (тортонських) відкладах розпочато 

в 1994 р., а з 2010 р. введено в розробку сарматський поклад. 

Запаси газу підраховувалися в 1994 р. (при введенні в пробну експлуатацію 

свердловин 1, 2 і 3) [4], у 1999 р. [5], у 2003 р. [6], у 2010 р. [1] і в 2014 р. [2]. 

Спочатку газові поклади баденських і сарматських відкладів вважали 

пластовими, склепінними (1999 р.) [5], а відтак за даними експлуатації свердловин, 

переінтерпретації промислово-геофізичних матеріалів із урахуванням виявлених 

особливостей сусіднього виснаженого Косівського газового родовища, південно-

східного перикліналлю якого є Межигірське родовище, прийшли до висновку 

(2003 р.) [6], що кожна свердловина дренує свій газодинамічно ізольований, з 

незначним об’ємом газу поклад, тобто поклади родовища є лінзоподібними. Таку ж 

геологічну лінзоподібну модель родовища залишили автори і в проекті розробки 

родовища за 2010 р. [1], і автори в ГЕО запасів з деякими уточненнями об’єктів і зон 

дренування [2, 3]. 

Подальші результати експлуатації свердловин і дорозбурювання родовища не 

дають нам підстав у даній роботі щодо зміни геологічної моделі родовища. Тим 

більше, повна виснаженість окремих лінзоподібних покладів (поклади пластів В-7, В-

3, В-2) підтверджує прийняту геологічну модель родовища у вигляді окремих 

ізольованих лінз. У даній роботі прийнято останню уточнену геологічну модель 

родовища за роботою [2], по якій затверджено запаси газу в ДКЗ у 2015 р. [3]. 

У 1994 р. в пробну експлуатацію введено свердловини 1, 2, 3 на основі плану 

пробної експлуатації [4] (баденські відклади), а в 1995-1996 р.р. ще введено в 

експлуатацію свердловини 10, 17, 2-Слв., 5-Слв. 

У 2003 р. складено проект розробки родовища [6], де в результаті аналізу 

геолого-промислових матеріалів встановлено наявність у розрізі і по площі 8 

лінзоподібних покладів у баденських відкладах (точніше, відокремлених пластів-

лінз), причому кожний із них розробляється одною-двома свердловинами і може 

розглядатися як окремий експлуатаційний об’єкт. 

З 2010 р. введено в розробку сарматський поклад. 

У 2010 р. складено проект дорозробки родовища [1]. 

У 2014 р. складено ГЕО запасів газу Межигірського родовища [2]. 
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Затверджені проектні показники розробки родовища до 2014 року згідно з 

проектом [1] подано в таблиці 2.1 у порівнянні з фактичними, на 2015-2018 р.р. 

проектні показники не затверджувались. 

Таблиця 2.1 – Проектні і фактичні показники розробки Межигірського 

родовища з 2003 р. по 2018 рік 

Роки 

Проектні показники
 

Фактичні показники 
Кількість 

свер-

дловин 

Річний 

видобуток 

газу, тис. м
3 

Відбір газу з 

початку розробки, 

тис. м
3 

Кількість 

свер-

дловин 

Річний 

видобуток 

газу, тис.м
3
 

Відбір газу з 

початку розробки, 

тис. м
3 

2003* 6 3942 34693 6 4010 33973,538 

2004 6 3942 38365 6 3991 37964,538 

2005 6 3613 42248 6 3851 41815,538 

2006 5 3285 45533 6 3643 45458,538 

2007 5 2299 47832 6 3331 48789,538 

2008 3 1150 48982 6 2817 51606,538 

2009 3 1150 50132 6 1621 53227,538 

2010** 7 1340 51472 7 1885 55112,538 

2011 6 1640 53112 7 3120 58232,538 

2012 4 1307 54419 7 3285 60492,538 

2013 4 1291 55710 7 2260 60897,833 

2014*** 7 2221 61938 7 2665,295 63157,833 

2015 7 2221 64159 7 2475,833 62823,128 

2016 7 1891 66050 7 2738,452 68561,580 

2017 7 1726 67776 7 2592,794 71154,374 

2018 7 1231 69007 7 2101,91 73256,284 

Примітки. Проектні показники подано за роботами [6] (*),[1] (**), а з 2014 р. (***) взято за 

ГЕО [2] згідно з базовим варіантом. 
 

Значна розбіжність проектних і фактичних показників розробки родовища 

(див. табл. 2.1), а, головне, відсутність затверджених проектних показників розробки 

на подальший період зумовили необхідність виконання даної роботи. 

 

2.2 Задачі аналізу розробки газового родовища 

Задачами аналізу розробки газового родовища є наступне [7]: 

1) оброблення і аналіз результатів геофізичних, газогідродинамічних і 

спеціальних (термометрія і дебітометрія свердловин, дослідження продукції 

свердловин і т. д.) досліджень свердловин і пластів; 

2) аналіз даних із контролю за розробкою родовища (зміни дебітів і дебітограм, 

температур і термограм, вибійних і пластових тисків по свердловинах, побудова карт 

ізобар, спостереження за йонами хлору, калію у видобуваній воді, режим роботи 

родовища, ступінь дренування покладу і т. д.); 

3) зіставлення й аналіз фактичних та проектних показників розробки родовища 

(причини відхилень між ними); 

4) побудова залежностей зведеного пластового тиску від накопиченого відбору 

газу з уточненням запасів газу; 
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5) аналіз результатів робіт з інтенсифікації видобування газу; 

6) коректування окремих положень проекта розробки чи дорозробки родовища 

(комплекс дослідницьких робіт на свердловинах, методи контролю за розробкою, 

необхідна кількість і розміщення свердловин, комплекс і технологія робіт з 

інтенсифікації видобування газу; початкові запаси газу; параметри пласта і т. д.). 

Ці питання за наявності необхідної інформації для виконання аналізу розробки 

Межигірського родовища розглянуто нижче. 

 

2.3 Стан фонду свердловин 

Фонд свердловин на Межигірському газовому родовищі за станом на 

01.01.2019 р. розподіляється так: 

пробурено свердловин усього – 23 

ліквідовано 

після буріння – 15 

після експлуатації – 1 (2) 

в експлуатації – 7 (св. 1, 3, 10, 17; 2, 5-Слв.; 9-Стж.) 

 

Отже, на Межигірському родовищі (чи, точніше, площі) пробурено всього 

23 свердловини з глибиною 300-1520 м. В експлуатацію із пошуково–розвідувального 

фонду введено всього 8 свердловин (1, 2, 3, 10, 17, 2-Слв., 5-Слв., 9-Стж). Після 

короткочасної експлуатації внаслідок виснаження газонасиченого об’єму була 

ліквідована сверд. 2, тобто в експлуатації на даний час залишилось 7 свердловин. 

 

2.4 Геолого-технічна і продуктивна характеристика свердловин 

Основні геолого-технічні дані по свердловинах подано в табл. 2.2. 

Кожна свердловина Межигірського родовища видає газ із окремого, 

газодинамічно відокремленого об’єму газу, тобто в експлуатації знаходилося 7 

об’єктів. 

Дослідження свердловин на стаціонарних режимах фільтрації не проводилось з 

2002 року. Причиною цього є низька продуктивність свердловин.  

Початкові дослідження, які виконано раніше по свердловинах 1-Слв., 6-Слв., 

9-Стж. та 111-Кс., подано в таблиці 2.3. 

Найбільш продуктивним є поклад пласта В-6 баденських відкладів, а найменш 

продуктивними – поклади пласта В-1 і пласта В-3, які після короткочасної 

експлуатації вичерпалися. В експлуатації фактично залишилися поклади пластів В-7, 

В-6, В-5, В-4 і S-1, хоч поклад В-7 є на сьогодні практично виснаженим. 

Технологічні режими роботи свердловин Межигірського родовища станом на 

ІV квартал 2018 р. представлено в таблиці 2.4. 
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Таблиця 2.2 – Основні геолого-технічні дані по свердловинах експлуатаційного фонду Межигірського родовища 

Свердло-

вина 

Дата  

введення в 

експлуатацію 

Вибій, 

м 

Кондуктор Проміжна колона Експлуатаційна 

колона 

НКТ, 

діаметр, 

глибина 

спуску, 

мм-м 

Продук-

тивний 

горизонт 

Інтервал 

перфорації, 

м 

Примітки 

діаметр, 

глибина 

спуску, мм-

м 

висота 

підняття 

цементу, м 

діаметр, 

глибина 

спуску, 

мм-м 

висота 

підняття 

цементу, 

м 

діаметр, 

глибина 

спуску, мм-

м 

висота 

підняття 

цементу, м 

І. 29.10.82 р. 1517 426–5 

324–43 

забутовано 

до гирла 

245–198 до гирла 146–1238 220 м від 

гирла 

89–879 В-7 910–903 Колона пошкоджена 

в інтервалі 648–653 

м 

Пакер 877–879 

3. 29.06.83 р. 1254 426–5 

324–37 

забутовано 

до гирла 

245–37 до гирла 146–987 до гирла 73–837 В-6 847–839  

10. 30.09.83 р. 1480 426–6,5 до гирла 245–86 до гирла 146–921 105 м від 

гирла 

63–825 В-6 841–833  

17. 28.04.84 р. 1352 426–5 забутовано 245–205 до гирла 146–935 до гирла 63–807 В-4 907–813  

2–Слв. 31.05.84 р. 1451 508–7 забутовано 245–75 до гирла 146–846 до гирла 63–846 В-5 816–804  

5–Слв. 11.12.87 р. 1520 930–7 до гирла 245–98 до гирла 146–1503 до гирла 63–850 В-7 910–855  

9–Стж. 06.99 р. 373 273–28,6 до гирла – – 146–186 до гирла 73–82 S-1 85–70 Цементний міст  

125–90м 

1–Слв.  1802 426–7 забутовано 245–195 до гирла 146–363 150м від 

гирла 

63–309 S-4 329–318 В експлуатації 

НГВУ 

"Надвірнанафтогаз" 

6–Слв.  1437 508–7 забутовано 245–109 до гирла 146–409 240м від 

гирла 

63–350 S-5 373–360 В експлуатації 

НГВУ 

"Надвірнанафтогаз" 

111–Кс  404 426–6 забутовано – – 168–237 до гирла – S-1 86–92 В експлуатації 

НГВУ 

"Надвірнанафтогаз" 
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Таблиця 2.3 – Результати промислових досліджень свердловин Межигірського родовища на стаціонарних режимах 

фільтрації газу 

Свердло-

вина 

Дата 

досліджень 

Інтервал 

перфорації, 

м 

Дебіт газу, 

тис. 

м
3
/добу 

Абсолютний тиск, МПа Депресія 

тиску  

Δр, МПа 

Коефіцієнти фільтраційного 

опору 

Абсолютно 

вільний 

дебіт, 

тис.м
3
/добу 

Якість 

продукції 

статичний, 

рст 

пластовий, 

рпл 

буферний, 

рбуф 

А, (МПа)
2
/ 

(тис. м
3
/добу) 

В, (МПа)
2
/ 

(тис. м
3
/добу)

2 

1–Слв.  329–318 3,5 

9,9 

23,1 

31,15 

34,58 

1,46 1,49 1,44 

1,42 

1,36 

1,12 

1,03 

0,010 

0,03 

0,1 

0,15 

0,18 

0,009 0,00016 94,4 Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ з водяною 

парою 

6–Слв.  373–360 3,8 

10,7 

32,3 

54,5 

82,7 

1,53 1,57 1,52 

1,50 

1,38 

1,17 

0,58 

0,01 

0,03 

0,09 

0,12 

0,19 

0,0063 0,00008 142 Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

9–Стж. 28.04.87 р. 148–145 3,1 

7,2 

14,3 

23,7 

39,4 

1,05 1,06 1,00 

0,99 

0,97 

0,94 

0,86 

0,01 

0,02 

0,03 

0,06 

0,11 

0,0038 0,00005 117 Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

9–Стж. 12.05.87 р. 111–108 1,5 

2,7 

5,5 

7,0 

8,3 

10,3 

0,66 0,662 0,62 

0,58 

0,48 

0,41 

0,35 

0,25 

0,04 

0,07 

0,17 

0,23 

0,29 

0,39 

0,1115 0,00027 11,6 Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ вологий 

9–Стж. 27.05.87 р. 85–70 1,4 

3,6 

8,0 

12,5 

16,7 

0,51 0,52 0,5 

0,49 

0,47 

0,45 

0,42 

0,01 

0,02 

0,04 

0,06 

0,08 

0,0034 0,00044 43,6 Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

Газ сухий 

111–Кс  92–86 2,0 

2,8 

8,5 

10,914,4 

0,52 0,62 0,49 

0,48 

0,47 

0,46 

0,45 

0,1 

0,1 

0,2 

0,3 

0,3 

– – –  
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Таблиця 2.4 – Технологічні режими роботи свердловин Межигірського родовища за станом на ІV квартал 2018 р. 

№
№

 п
/п

 

№
 с

в
ер

д
л
о
в
и

н
и

 

Г
о
р
и

зо
н

т 
(о

б
’є

к
т)

 р
о
зр

о
б
к
и

 

П
р
о
д
у
к
ти

в
н

и
й

 п
л
ас

т 

Ш
ту

ч
н

и
й

 в
и

б
ій

, 
м

 

Д
іа

м
ет

р
 е

к
сп

л
у
ат

ац
ій

н
о
ї 

к
о
л
о
н

и
, 
м

м
 

Насосно-

компресорні 

труби 

Ін
те

р
в
ал

 п
ер

ф
о
р
ац

ії
, 
м

 

Поточні значини 

тисків 

Д
ат

а 
в
и

м
ір

ю
в
ан

н
я
 т

и
ск

у
 (

м
іс

я
ц

ь
, 
р
ік

) 

М
іж

к
о
л
о
н

н
и

й
 т

и
ск

, 
М

П
а 

Іс
н

у
ю

ч
и

й
 в

ід
б
ір

 г
аз

у
 н

а 
о
п

ти
м

ал
ь
н

о
м

у
 р

еж
и

м
і,

 

ти
с.

 м
3
/д

о
б
у
 

Заплановані параметри роботи свердловин 

д
іа

м
ет

р
, 

м
м

 

гл
и

б
и

н
а 

сп
у
ск

у
, 
м

 

ст
ат

и
ч
н

и
й

, 
М

П
а 

п
л
ас

то
в
и

й
, 
М

П
а 

Д
о
п

у
ст

и
м

и
й

 в
ід

б
ір

 г
аз

у
, 
ти

с.
 м

3
/д

о
б
у

 

О
п

ти
м

ал
ь
н

и
й

 в
ід

б
ір

 г
аз

у
, 
 

ти
с.

 м
3
/д

о
б
у
 

Д
еп

р
ес

ія
 т

и
ск

у
, 

М
П

а 
н

а 
д
о
п

у
ст

и
м

о
м

у
 

р
еж

и
м

і 

Т
и

ск
 р

б
у

ф
.,
 М

П
а 

н
а 

д
о
п

у
ст

и
м

о
м

у
 

р
еж

и
м

і 

Т
и

ск
 р

за
тр

.,
 М

П
а 

н
а 

д
о
п

у
ст

и
м

о
м

у
 

р
еж

и
м

і 

В
и

б
ій

н
и

й
 т

и
ск

, 
М

П
а 

Т
и

ск
 н

а 
в
х
о
д
і 

в
 У

К
П

Г
 а

б
о
 Г

П
, 

М
П

а 

Т
и

ск
 н

а 
в
и

х
о
д
і 

з 
У

К
П

Г
 а

б
о
 Г

П
, 

М
П

а 

1 1 тортон 7 1020 146 73 906 910-903 1,3 1,38 8.06  0,02 0,1 0,1 0,32 0,85 1,0 1,06 0,7 0,19 

2 3 тортон 6 847 146 73 837,2 847-839 1,6 1,72 8.06  0,66 1,2 0,6 0,75 0,85 0,9 0,97 0,7 0,19 

3 10 тортон 6 855 146 73 825 833-841 1,7 1,81 8.06  0,66 1,2 0,6 0,48 0,85 1,15 1,22 0,7 0,19 

4 17 тортон 4+6 925 146 73 807 907-813 2,5 2,66 8.06  0,36 0,6 0,4 1,33 0,85 1,15 1,23 0,7 0,19 

5 2-Сл. тортон 5 835 146 73 806 816-804 2,1 2,23 8.06  0,31 0,4 0,2 0,9 0,85 1,15 1,22 0,7 0,19 

6 5-Сл. тортон 7+6 1275 146 73 850,4 914-855 1,9 2,0 8.06  0,28 0,4 0,2 0,84 0,85 1,1 1,16 0,7 0,19 

7 9-Стж сармат 1 90 146 73 82 85-70 0,36 0,36 8.06  3,67 4 3,5 0,09 0,25 0,26 0,26 0,2 0,19 
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Режими роботи усіх свердловин геологічною службою встановлено за умови 

постійного тиску в колекторі (на гирлі) ркол = const через енергетичну виснаженість 

експлуатаційних об’єктів. 

Із таблиці 2.4 слідує, що найбільш продуктивним у даний час є поклад пласта 

S-1 (свердловина 9-Стж.) сарматських відкладів (3,6 тис. м
3
/добу), а відтак 

малопродуктивним є один поклад пласта B-6 (свердловини 3 і 10) баденських 

відкладів (0,66 тис. м
3
/добу) і другий поклад В-6 (свердловини 5-Слв. і 17), поклад 

пласта  

B-4+В-6 (свердловина 17) баденських відкладів (0,36 тис. м
3
/добу) і поклад пласта В-5 

свердловина 2-Слв.) баденських відкладів (0,31 тис. м
3
/добу). 

Інші поклади (пластів В-3 і В-1) після короткочасної експлуатації вичерпалися, 

а поклад В-7 (свердловина 1) пласта практично вичерпано. 

 

2.5 Аналіз основних технологічних показників розробки родовища і 

покладів 

Продуктивними є міоценові тортонські (баденські) і сарматські відклади 

неогену кайнозойського віку. 

Як відмічалося вище, Межигірське газове родовище введено в розробку в 

1994 р. (баденські продуктивні горизонти), а від 2010 р. почали розробляти поклад  

S-1 у тортонських відкладах. 

У баденських відкладах було виділено 8 газоносних пластів-лінз, покладам 

яких присвоєно 6 умовних номерів В-1, В-3, В-4, В-5 В-6 і В-7 (розгляд зверху вниз), 

із якими пов’язані газові поклади лінзоподібні, літологічно і частково тектонічно 

обмежені (в невитриманих по площі прошарках пісковиків), а з них в розробці 

знаходяться 6 об’єктів. 

У сарматських відкладах виділено 3 літологічно обмежених із підошовною 

водою покладів, зокрема в районі свердловини 9-Стж. поклад S-1, котрий 

прослідковується до свердловини 111-Косів, і локальні поклади S-2 і S-3 (розгляд 

зверху вниз), які не розроблялися і не розробляються. 

У районі свердловини 1-Слв. (інтервал 329-318 м) ще виділено поклад S-4 і в 

районі свердловини 6-Слв. (інтервал 373-365 м) поклад S-5. Поклади S-4 і S-5 

вважають окремими, літологічно обмеженими лінзами, вони знаходяться на балансі 

НГВУ “Надвірнанафтогаз” ВАТ “Укрнафта” і в даній роботі не розглядаються. 

 

2.5.1 Аналіз показників розробки родовища 

Перебіг у часі і зіставлення проектних та фактичних показників розробки 

Межигірського газового родовища за період із 2003 р. (укладено перший основний 

проектний документ на розробку [6]) по 2018 р. подано вище в табл. 2.1. 
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Дані таблиці свідчать про значну розбіжність проектних і фактичних 

показників як по річних і накопичених видобутках газу (за станом на кінець 2013 р., 

коли вважалось, що розробка родовища завершиться, фактичні показники 

перевищують проектні відповідно в 1,75 і 1,1 раз), так і по кількості діючих 

свердловин (аналогічно в 1,75 раз), що можна пояснити складністю геологічної 

будови родовища і невідповідністю підрахованих у різний час (2003, 2010 і 2014 р.р.) 

запасів газу. 

Фактична кількість свердловин була рівною 6 (протягом 2003-2009 р.р.), а 

відтак по сьогоднішній час – рівною 7. 

За станом на 01.01.2019 р. із родовища видобуто 73256,284 тис. м
3
 газу, що 

становить 80,28% від запасів газу, підрахованих за об’ємним методом у роботі 2014 р. 

[2] і затверджених в ДКЗ [3]. 

Перебіг у часі фактичних річних і накопичених відборів газу по об’єктах 

експлуатації (покладах), пов’язаних із окремими пластами і свердловинами, подано в 

табл. 2.5 і по родовищу в цілому – на рис. 2.1, де Vг.річн., Vг.нак. – річні і накопичені 

відбори газу. 

Із рис. 2.1 слідує, що накопичений відбір газу із родовища зростає протягом 

1994-2018 років практично по прямій лінії, сягнувши на кінець 2018 р. 73,26 млн. м
3
, а 

річні відбори газу практично стабілізувалися на рівні 2,6 тис. м
3
, що свідчить про 

певні потенційні можливості подальшого видобутку газу із родовища в цілому.  

 

2.5.2 Аналіз показників розробки окремих покладів верхньобаденських 

відкладів 

Поклади у верхньобаденських відкладах Межигірського родовища приурочені 

до пластів В-7, В-6, В-5, В-4, В-3, В-1. 

Поклад пласта В-7  

Розробка покладу в лінзі пласта В-7 розпочалася 03.1995 року свердловиною 1.  

Початковий робочий дебіт газу становив 4,3 тис.м
3
/добу за депресії тиску на 

пласт 0,08 МПа і початкового пластового тиску 5,78 МПа. Максимальний річний 

видобуток газу (516 тис.м
3
) досягнуто в 1997 році (табл. 2.6), але дебіт газу на кінець 

цього року становив усього 0,9 тис.м
3
/добу. 

Далі свердловина працювала з дебітами 0,6-0,1 тис.м
3
/добу, а в 2018 р. – з 

дебітом 1,8 м
3
/добу, а тому розробку цього об’єкта можна вважати закінченою у 

зв’язку з повним виснаженням. Завершення розробки даного покладу на фоні інших 

покладів свідчить про лінзоподібну будову родовища. 

Накопичені відбори газу з роками подано вище в табл. 2.5. 

Пластовий тиск знизився до 1,38 МПа, або на 69,2% від початкового 

пластового тиску (5,78 МПа). 

Перебіг у часі показників розробки свердловини 1 показано на рис. 2.2, де тут і 

далі рг, Vг.річн, Vг.нак – тиск на гирлі, річні і накопичені відбори газу.   
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Таблиця 2.5 – Перебіг у часі фактичних річних і накопичених відборів газу, тис. м
3
 із Межигірського родовища і по          

експлуатаційних об’єктах 

Роки Об’єкти експлуатації 
Пласт B-7 Пласт B-6 Пласти B-6+7 Пласт B-6+4 Пласт B-5 Пласт В-3 Пласт В-1 

сверд. 1 сверд. 

3 

сверд. 

10 

по пласту сверд. 5-Слв. сверд. 17 сверд. 2-Слв. сверд.  

2 

сверд.  

І річні накопичені річні накопичені річні накопичені   річні накопичені 

1994             172  

1995   831 1254 2085 2085     73 73 750 152 

1996 333 333 770 972 1742 3827 61 61   634 707 43 перев. 

1997 516 849 777 778 1555 5382 428 489 60 60 458 1165 лікв.  

1998 307 1156 616 600 1216 6598 357 846 366 426 330 1495   

1999 271 1427 656 636 1292 7890 351 1197 389 815 321 1816   

2000 363 1790 1243 1242 2485 10375 861 2058 647 1462 661 2477   

2001 199 1989 939 930 1869 12244 576 2634 544 2006 589 3066   

2002 250 2239 970 939 1909 14153 656 3290 648 2654 354 3420   

2003 180 2419 1035 1112 2147 16300 756 4046 778 3432 149 3569   

2004 187 2606 979 1110 2089 18389 757 4803 792 4224 166 3735   

2005 136 2742 942 1098 2040 20429 728 5531 811 5035 136 3871   

2006 120 2862 821 899 1720 22149 755 6286 897 5932 151 4022   

2007 128 2990 811 840 1651 23800 662 6948 750 6682 136 4158   

2008 89 3079 674 559 1233 25033 562 7510 721 7403 212 4370   

2009 50 3129 324 372 696 25729 327 7837 377 7780 170 4540   

2010 30 3159 433 481 914 26643 358 8195 406 8186 35 4575   

2011 12 3171 412 399 811 27454 155 8350 414 8600 276 4851   

2012 31 3202 401 412 813 28267 136 8486 326 8926 232 5083   

2013 13 3215 314 274 588 28855 28 8514 119 9045 88 5171   

2014 12,295 3227,295 415 424 839 29694 61 8575 118 9163 95 5266   

2015 26 3253,295 398 400,83 798,833 30492,833 86 8661 163 9326 86 5352   

2016 16,318 3269,613 415 420,143 835,134 31327,976 125 8786 196 9522 125 5477   

2017 14,794 3284,407 396 359 755 32082,967 117 8903 174 9696 117 5594   

2018 3,813 3288,220 228 237 465 32547,967 101,1 9004,1 127 9823 105 5699   

Всього за 

станом на 

1.01.2019р. 

3288,217 3288,220 15800 16747,97

3 

32547,97

6 

32547,976 9004,1 9004,1 9823 9823 5699 5699 965 152 
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Продовження таблиці 2.5 

Роки Об’єкти експлуатації 

S-1  По родовищу відбори 

сверд. 9-Стж. річні накопичені 

річні накопичен

і 

1994   172 172 

1995   3060 3232 

1996   2813 6045 

1997   3017 9062 

1998   2576 11638 

1999   2624 14262 

2000   5017 19279 

2001   3777 23056 

2002   3817 26873 

2003   4010 30883 

2004   3991 34874 

2005   3851 38725 

2006   3643 42368 

2007   3327 45695 

2008   2817 48512 

2009   1620 50132 

2010 142 142 1885 52017 

2011 1452 1594 3120 55137 

2012 1747 3341 3285 58422 

2013 1424 4765 2260 60682 

2014 1540 6305 2665,295 63347,295 

2015 1316 7621 2475,83 65823,125 

2016 1441 9062 2738,461 68561,586 

2017 1415 10477 2592,794 71154,38 

2018 1300 11777 2101,91 73256,29 

Всього за 

станом на 

1.01.2019р. 

11777 11777 73256,29 73256,29 
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                1994   1995   1996   1997   1998   1999   2000   2001   2002   2003   2004   2005   2006   2007   2008   2009   2010   2011   2012   2013   2014   2015   2016   2017   2018 

Рисунок 2.1 – Перебіг у часі річних Vг.річ і накопичених Vг.нак відборів газу по Межигірському родовищу          Роки 
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Таблиця 2.6 – Основні показники експлуатації свердловини 1 Межигірського родовища за станом на 01.01.2019р. 

(продуктивний пласт В-7*) 

Рік Глибина 

свердловини, м 

Інтервал 

перфорації, м 

Видобуток газу за 

рік, тис.м
3
 

Видобуток газу з 

початку розробки, 

тис.м
3
 

рбуф., 

МПа 

рзат., 

МПа 

Дебіт газу, 

тис.м
3
/добу 

Свердловина 1, початок експлуатації 01.1995р. 

1996 1020 910-903 333 333 3,6   

1997 1020 910-903 516 849 2,2   

1998 1020 910-903 307 1156 2,0   

1999 1020 910-903 271 1427 1,2   

2000 1020 910-903 363 1790 0,9   

2001 1020 910-903 199 1989 1,0   

2002 1020 910-903 250 2239 1,0   

2003 1020 910-903 180 2419 1,0 1,1 0,4 

2004 1020 910-903 187 2606 1,0 1,1 0,4 

2005 1020 910-903 136 2742 0,9 1,0 0,6 

2006 1020 910-903 120 2862 0,7 0,8 0,3 

2007 1020 910-903 128 2990 0,4 0,5 0,5 

2008 1020 910-903 89 3079 0,4 0,4 0,3 

2009 1020 910-903 50 3129 - 0,3 0,5 

2010 1020 910-903 30 3159 - 0,3 0,03 

2011 1020 910-903 12 3171 - 0,3 0,03 

2012 1020 910-903 31 3202 0,85 0,95 0,06 

2013 1020 910-903 13 3215 0,85 0,95 0,03 

2014 1020 910-903 12,295 3227,295 1,1 1,3 0,03 

2015 1020 910-903 26 3253,295 0,85 1,0 0,10 

2016 1020 910-903 16,318 3269,613 0,85 1,0 0,06 

2017 1020 910-903 14,794 3284,407 0,85 0,5 0,002 

(або 1,8 м
3
/доб.) 

2018 1020 910-903 3,813 3288,220 0,85 0,5 0,002 

Примітка. *Свердловиною 1 із пласта В-1 у 1995 році було видобуто 152 тис. м
3
 газу, після чого розробку першого пласта припинено (тут 

видобуток газу із пласта В-1 не враховується, він подається окремо в табл. 2.5)  
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                   1996   1997   1998   1999   2000   2001   2002   2003   2004   2005   2006   2007   2008   2009   2010   2011   2012   2013   2014   2015   2016   2017   2018 

Рисунок 2.2 – Перебіг показників експлуатації свердловини 1 (поклад пласта В-7)              Роки 
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За станом на 01.01.2019р. свердловина працює з дебітом 1,8 м
3
/добу; видобуток 

газу за 2018 р. рік становить 3,81 тис.м
3
, накопичений видобуток газу з початку 

експлуатації сягнув 3288,217 тис.м
3
, тобто 65,76% від запасів газу (5000 тис. м

3
), 

підрахованих за об’ємним методом у 2014 р. [2] і затверджених в ДКЗ [3].  

Поклад 1 пласта В-6  

Розробка покладу 1 пласта В-6 розпочалася свердловиною 3 06.1995 року., а 

08.1995 р. в експлуатацію вступила ще й свердловина 10. Ці дві свердловини 

експлуатують даний поклад і по сьогодні. 

Річні і накопичені відбори газу по покладу 1 пласта В-6 з роками подано вище 

в табл. 2.5 і на рис. 2.3. 

Із цих даних слідує, що накопичений відбір за період 2010-2018 р.р. продовжує 

зростати практично за лінійною залежністю, а річні відбори стабілізувалися на рівні 

800 тис. м
3
. 

За станом на 01.01.2019 р. із покладу 1 пласта В-6 накопичений видобуток газу 

з початку експлуатації складає 32547,976 тис. м
3
, що становить 73,97% від запасів 

(44 млн. м
3
), підрахованих за об’ємним методом у 2014 р. [2] і затверджених в ДКЗ. 

Початковий робочий дебіт свердловини 3 становив 8,5 тис.м
3
/добу за депресії 

тиску на пласт 0,4 МПа і початкового пластового тиску 6,42 МПа.  

Перебіг у часі показників роботи свердловини 3 подано в табл. 2.7 і на рис. 2.4. 

Максимальний річний видобуток газу досягнуто в 2000 році – 1243 тис.м
3
. У 

подальшому продуктивність свердловини зменшувалася. Робочі дебіти становили 3,0-

0,7 тис.м
3
/добу.  

Пластовий тиск за станом на 01.01.2019 р. знизився на 73% до 1,72 МПа. За 

станом на 01.01.2019р. свердловина працює з дебітом 0,66 тис.м
3
/добу, видобуток 

газу за 2018 рік складає 228 тис.м
3
, накопичений видобуток газу з початку 

експлуатації по 31.12.2019 р. складає 15800 тис.м
3
.   

Початковий робочий дебіт свердловини 10 становив 13,8 тис.м
3
/добу за депресії 

тиску 0,3 МПа і початкового пластового тиску 6,7 МПа.  

Перебіг у часі показників роботи свердловини 10 подано в табл. 2.8 і на рис. 

2.5. 

Максимальний річний видобуток газу досягнуто в 2000 році – 1242 тис.м
3
. До 

2007 року річні відбори були відносно стабільними і становили 840-1254 тис.м
3
 газу.  

У подальшому продуктивність свердловини почала зменшуватися. За станом 

на 1.06.2010 року робочий дебіт становив 1,6 тис.м
3
/добу за пластового тиску 

1,67 МПа і робочого тиску 1,08 МПа. За станом на 01.01.2019р. свердловина працює з 

дебітом 0,66 тис. м
3
/добу, видобуток газу за 2018 рік становить 237 тис.м

3
, 

накопичений видобуток газу з початку експлуатації сягнув 16747,967 тис.м
3
. 
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                1995   1996   1997   1998   1999   2000   2001   2002   2003   2004   2005   2006   2007   2008   2009   2010   2011   2012   2013   2014   2015   2016   2017   2018 

Рисунок 2.3 – Перебіг у часі річних Vг.річ і накопичених Vг.нак відборів газу по покладу 1 пласта В-6          Роки 
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Таблиця 2.7 – Основні показники експлуатації свердловини 3 Межигірського родовища за станом на 01.01.2019р. (поклад 1 

пласта В-6) 

Рік Глибина 

свердловини, м 

Інтервал 

перфорації, м 

Видобуток газу за 

рік, тис.м
3
 

Видобуток газу з початку 

розробки, тис.м
3
 

рбуф., 

МПа 

рзат., 

МПа 

Дебіт газу, 

тис.м
3
/добу 

Свердловина 3, початок експлуатації 08.1995р. 

1995 1254 846-839 831 831 5,2   

1996 1254 846-839 770 1601 5,2   

1997 1254 846-839 777 2378 4,8   

1998 1254 846-839 616 2994 4,4   

1999 1254 846-839 656 3650 4,3   

2000 1254 846-839 1242 4892 3,4   

2001 1254 846-839 939 5831 3,2   

2002 1254 846-839 970 6801 2,6   

2003 1254 846-839 1035 7836 2,2 2,3 2,6 

2004 1254 846-839 979 8815 1,7 1,8 2,7 

2005 1254 846-839 942 9757 1,5 1,6 3,0 

2006 1254 846-839 821 10578 1,1 1,2 2,1 

2007 1254 846-839 811 11389 1,0 1,1 2,4 

2008 1254 846-839 674 12063 0,9 1,0 0,7 

2009 1254 846-839 325 12388 1,0 1,1 1,1 

2010 1254 846-839 433 12821 0,9 1,0 1,7 

2011 1254 846-839 412 13233 0,9 1,0 1,7 

2012 1254 846-839 401 13634 0,85 1,5 1,8 

2013 1254 846-839 314 13948 0,85 1,3 1 

2014 1254 846-839 415 14363 1,05 1,2 1,19 

2015 1254 846-839 398 14761 1,2 1,3 1,19 

2016 1254 846-839 415 15176 0,85 0,9 1,23 

2017 1254 846-839 396 15572 0,85 0,9 1,13 

2018 1254 846-839 228 15800 0,85 0,9 0,66 
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                1995   1996   1997   1998   1999   2000   2001   2002   2003   2004   2005   2006   2007   2008   2009   2010   2011   2012   2013   2014   2015   2016   2017   2018 

Рисунок 2.4 – Перебіг показників експлуатації свердловини 3                  Роки 
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Таблиця 2.8 – Основні показники експлуатації свердловини 10 Межигірського родовища за станом на 01.01.2019р. (поклад 

1 пласта В-6) 

Рік Глибина 

свердловини, м 

Інтервал 

перфорації, м 

Видобуток газу за 

рік, тис.м
3
 

Видобуток газу з початку 

розробки, тис.м
3
 

рбуф., 

МПа 

рзат., 

МПа 

Дебіт газу, 

тис.м
3
/добу 

Свердловина 10, початок експлуатації 07.1995р. 

1995 1408 841-833 1254 1254 5,3   

1996 1408 841-833 972 2226 5,2   

1997 1408 841-833 778 3004 4,7   

1998 1408 841-833 600 3604 4,4   

1999 1408 841-833 636 4240 4,3   

2000 1408 841-833 1242 5482 3,4   

2001 1408 841-833 930 6412 3,2   

2002 1408 841-833 939 7351 2,6   

2003 1408 841-833 1112 8463 2,2 2,3 3,8 

2004 1408 841-833 1110 9573 1,7 1,8 3,2 

2005 1408 841-833 1098 10671 1,5 1,6 3,7 

2006 1408 841-833 899 11570 1,1 1,2 2,1 

2007 1408 841-833 840 12410 1,0 1,1 2,6 

2008 1408 841-833 559 12969 0,9 1,0 1,3 

2009 1408 841-833 372 13341 1,0 1,1 1,6 

2010 1408 841-833 481 13822 0,9 1,0 1,8 

2011 1408 841-833 399 14221 0,9 1,0 1,7 

2012 1408 841-833 412 14633 0,85 1,2 1,3 

2013 1408 841-833 274 14907 0,85 1,2 1 

2014 1408 841-833 424 15331 1,1 1,3 1,19 

2015 1408 841-833 400,833 15731,833 1,2 1,4 1,20 

2016 1408 841-833 420,134 16151,967 0,85 1,15 1,23 

2017 1408 841-833 359 16510,967 0,85 1,15 1,0 

2018 1408 841-833 237 16747,967 0,85 1,15 0,66 
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                1995   1996   1997   1998   1999   2000   2001   2002   2003   2004   2005   2006   2007   2008   2009   2010   2011   2012   2013   2014   2015   2016   2017   2018 

Рисунок 2.5 – Перебіг показників експлуатації свердловини 10                Роки 
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Таблиця 2.9 – Основні показники експлуатації свердловини 5-Слв. Межигірського родовища за станом на 01.01.2019р. 

(поклад 2 пласта В-6 разом з пластом В-7) 

Рік Глибина 

свердловини, м 

Інтервал 

перфорації, м 

Видобуток газу за 

рік, тис.м
3
 

Видобуток газу з початку 

розробки, тис.м
3
 

рбуф., 

МПа 

рзат., 

МПа 

Дебіт газу, 

тис.м
3
/добу 

Свердловина 5-Сл., початок експлуатації 11.1996р. 

1996 1520 910-855 61 61 5,0   

1997 1520 910-855 428 489 4,7   

1998 1520 910-855 357 846 4,4   

1999 1520 910-855 351 1197 4,3   

2000 1520 910-855 861 2058 3,3   

2001 1520 910-855 576 2634 2,5   

2002 1520 910-855 656 3290 2,5   

2003 1520 910-855 756 4046 2,2 2,3 2,1 

2004 1520 910-855 757 4803 1,7 1,8 1,9 

2005 1520 910-855 728 5531 1,5 1,6 2,5 

2006 1520 910-855 755 6286 1,0 1,1 1,9 

2007 1520 910-855 662 6948 1,0 1,1 1,9 

2008 1520 910-855 562 7510 0,9 1,0 1,8 

2009 1520 910-855 327 7837 1,0 1,1 1,1 

2010 1520 910-855 358 8195 1,0 1,1 0,06 

2011 1520 910-855 155 8350 1,0 1,1 0,4 

2012 1520 910-855 136 8486 0,85 0,9 0,3 

2013 1520 910-855 28 8514 0,85 0,9 0,07 

2014 1520 910-855 61 8575 1,1 1,2 0,23 

2015 1520 910-855 86 8661 1,2 1,5 0,26 

2016 1520 910-855 125 8786 0,85 1,1 0,39 

2017 1520 910-855 117 8903 0,85 1,1 0,32 

2018 1520 910-855 101,1 9004,1 0,85 1,1 0,28 
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                  1996   1997   1998   1999   2000   2001   2002   2003   2004   2005   2006   2007   2008   2009   2010   2011   2012   2013   2014   2015   2016   2017   2018 

Рисунок 2.6 – Перебіг показників експлуатації свердловини 5-Слв. (поклад 2 пласта В-6 разом з пластом В-7)          Роки 
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Поклад 2 пласта В-6  

Лінза покладу 2 пласта В-6 південно–східної частини родовища розкрита 

свердловинами 17 і 5-Славецька. Причому у свердловині 17 інтервал перфорації 

охоплює також лінзу 4 пласта, а в свердловині 5-Славецька лінзу 7 пласта. Відповідно 

експлуатаційний об’єкт охоплює три лінзи : В-6, В-7 та В-4. 

Свердловина 5-Славецька вступила в експлуатацію 11.1996 р. Через рік, 

11.1997 р. в експлуатацію вступила свердловина 17.  

Перебіг у часі показників роботи свердловини 5-Слв. подано в табл.. 2.9 і на 

рис. 2.6. 

Початковий робочий дебіт свердловини 5-Славецька становив 1,8 тис.м
3
/д. при 

пластовій депресії 0,2 МПа і початковому пластовому тиску 5,67 МПа. Максимальний 

річний видобуток газу був досягнутий в 2000 році – 861 тис.м
3
 газу. В подальшому 

свердловина стабільно працювала до 2008 року з дебітами 9,5-1,5 тис.м
3
/д і річними 

відборами 562–757 тис.м
3
. З 2009 року продуктивність свердловини погіршується. 

Видобуток газу в 2018 році склав всього 101,1 тис.м
3
.   

Дебіт газу на 1.01.2019 р. становив 0,28 тис.м
3
/добу. Сумарний відбір газу зі 

свердловини на цю дату становить 9004,1 тис.м
3
. 

Перебіг у часі показників роботи свердловини 17 подано в табл.. 2.10 і на 

рис. 2.7. 

Початковий робочий дебіт св.17 становив 1,0 тис.м
3
/д. при пластовій депресії 

1,0 МПа і початковому пластовому тиску 6,75 МПа. В подальшому продуктивність 

свердловини покращилася і до 2012 року вона стабільно працювала з дебітами 1-

2,6 тис.м
3
/д. Максимальний річний відбір газу досягнутий в 2006 р. дорівнював 

897 тис.м
3
. В 2013 році продуктивність свердловини значно погіршилася. Річний 

відбір газу склав всього 119 тис.м
3
. На 1.01.2019 року дебіт свердловини становив 

0,36 тис.м
3
/добу. Сумарний відбір газу зі свердловини на цю дату становить 

9823 тис.м
3
. 

Поклади пласта В-5 

Поклад у лінзах пласта В-5 почав розроблятися в грудні 1995 року 

свердловиною 2-Славецька. 

Початковий робочий дебіт газу свердловини 2-Слв. становив 5,6 тис.м
3
/добу за 

депресії тиску на пласт 0,03 МПа і початкового пластового тиску 6,50 МПа.  

Перебіг у часі показників розробки по свердловині 2-Слв. показано в табл. 2.11 

і на рис. 2.8. 

Максимальний річний відбір газу досягнуто в 2000 році – 661 тис.м
3
. У 

подальшому продуктивність свердловини постійно зменшувалася. Пластовий тиск 

знизився до 2,23 МПа. За станом на 01.01.2019р. свердловина працює з дебітом 

0,31 тис.м
3
/добу, видобуток газу за 2018 рік становить 105 тис.м

3
, накопичений 

видобуток газу з початку експлуатації сягнув 5699 тис.м
3
, що становить 63,32% від 

запасів (9 млн. м
3
), підрахованих за об’ємним методом у 2014 р. [2] і затверджених в 

ДКЗ [3]. 
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Таблиця 2.10 – Основні показники експлуатації свердловини 17 Межигірського родовища за станом на 01.01.2019р. (поклад 

2 пласта В-6 разом з пластом В-4) 

Рік Глибина 

свердловини, м 

Інтервал 

перфорації, м 

Видобуток газу за 

рік, тис.м
3
 

Видобуток газу з початку 

розробки, тис.м
3
 

рбуф., 

МПа 

рзат., 

МПа 

Дебіт газу, 

тис.м
3
/добу 

Свердловина 17, початок експлуатації 11.1997р. 

1997 1352 907-813 60 60 4,7   

1998 1352 907-813 366 426 4,4   

1999 1352 907-813 389 815 4,2   

2000 1352 907-813 647 1462 3,3   

2001 1352 907-813 544 2006 3,1   

2002 1352 907-813 648 2654 2,6   

2003 1352 907-813 778 3432 2,2 2,3 2,0 

2004 1352 907-813 792 4224 1,7 1,8 2,6 

2005 1352 907-813 811 5035 1,5 1,6 2,4 

2006 1352 907-813 897 5932 1,1 1,2 2,3 

2007 1352 907-813 750 6682 1,0 1,1 2,3 

2008 1352 907-813 721 7403 0,9 1,0 1,8 

2009 1352 907-813 377 7780 1,0 1,1 1,1 

2010 1352 907-813 406 8186 0,8 0,9 1,7 

2011 1352 907-813 414 8600 0,8 0,9 2 

2012 1352 907-813 326 8926 0,85 0,9 1 

2013 1352 907-813 119 9045 0,85 0,9 0,2 

2014 1352 907-813 118 9163 1,0 1,2 0,48 

2015 1352 907-813 163 9326 1,2 1,5 0,39 

2016 1352 907-813 196 9522 0,85 1,15 0,58 

2017 1352 907-813 174 9696 0,85 1,15 0,49 

2018 1352 907-813 127 9823 0,85 1,15 0,36 
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Рисунок 2.7 – Перебіг показників експлуатації свердловини 17 (поклад 2 пласта В-6 разом з пластом В-4)         Роки 
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Таблиця 2.11 – Основні показники експлуатації свердловини 2-Слв. Межигірського родовища за станом на 01.01.2019р. 

(продуктивний пласт В-5) 

Рік Глибина 

свердловини, м 

Інтервал 

перфорації, м 

Видобуток газу за 

рік, тис.м
3
 

Видобуток газу з початку 

розробки, тис.м
3
 

рбуф., 

МПа 

рзат., 

МПа 

Дебіт газу, 

тис.м
3
/добу 

Свердловина 2-Сл., початок експлуатації 12.1995р. 

1995 1252 816-804 73 73 5,3   

1996 1252 816-804 634 707 5,1   

1997 1252 816-804 458 1165 4,7   

1998 1252 816-804 330 1495 4,4   

1999 1252 816-804 321 1816 4,3   

2000 1252 816-804 661 2477 3,3   

2001 1252 816-804 589 3066 2,0   

2002 1252 816-804 354 3420 2,6   

2003 1252 816-804 149 3569 2,25   

2004 1252 816-804 166 3735 1,76   

2005 1252 816-804 136 3871 1,57   

2006 1252 816-804 151 4022 1,18   

2007 1252 816-804 136 4158 1,08   

2008 1252 816-804 212 4370 1,0   

2009 1252 816-804 170 4540 1,08   

2010 1252 816-804 35 4575 1,08  1,4 

2011 1252 816-804 276 4851   1 

2012 1252 816-804 232 5083   0,6 

2013 1252 816-804 88 5171   0,2 

2014 1252 816-804 95 5266   0,23 

2015 1252 816-804 86 5352 1,2 1,5 0,26 

2016 1252 816-804 125 5477 0,85 1,15 0,39 

2017 1252 816-804 117 5594 0,85 1,15 0,35 

2018 1252 816-804 105 5699 0,85 1,15 0,31 

 



65 
 

 

 
                       1995   1996   1997   1998   1999   2000   2001   2002   2003   2004   2005   2006   2007   2008   2009   2010   2011   2012   2013   2014   2015   2016   2017   2018 

Рисунок 2.8 – Перебіг показників експлуатації свердловини 2-Слв. (продуктивний пласт В-5)            Роки 
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Поклад пласта В-3 

Розробка покладу в лінзах пласта В-3 розпочалася з грудня 1993 року 

свердловиною 2. Початковий робочий дебіт становив 23 тис.м
3
/добу за депресії тиску 

0,03 МПа і початкового пластового тиску 5,12 МПа.  

У подальшому робочий дебіт і пластовий тиск почали різко зменшуватися. У 

квітні 1995 року свердловина почала обводнюватися. Кінцевий дебіт становив 

0,2 тис.м
3
/добу.  

Сумарний видобуток газу сягнув 965 тис.м
3
. Запаси газу підраховано за 

об’ємним методом в обсязі 1 млн. м
3
 у 2014 р. [2], а в ДКЗ не затверджувались [3] 

через повну виснаженість. Коефіцієнт газовилучення сягнув 96,5%. 

Свердловина 2 ліквідована через виснаження лінзи. 

Поклад пласта В-1 

Розробка покладу в лінзах пласта В-1 розпочалася з січня 1995 року 

свердловиною 1. Початковий робочий дебіт становив 8,6 тис.м
3
/добу за депресії тиску 

на пласт 0,3 МПа і початкового пластового тиску 4,47 МПа.  

Протягом трьох місяців дебіт впав до 0,3 тис.м
3
/добу, а робочий тиск став 

нижчим, ніж у газозбірному колекторі і розробка покладу припинилася.  

Сумарний видобуток газу сягнув 152 тис.м
3
. Запаси газу, підраховано в обсязі 

0,2 млн.м
3
 у 2014 р. [2], а в ДКЗ не затверджувались [3] через повну виснаженість. 

Коефіцієнт газовилучення сягнув 76%.  

Свердловина 1 переведена на пласт B-7, а розробка покладу завершена. 

 

2.5.3 Аналіз показників розробки покладів сарматських відкладів 

Поклади в сарматських відкладах приурочені до пластів S-1, S-2 і S-3. 

Поклад S-1 

Розробка покладу S-1 розпочалася з 06.2010 року свердловиною 9-Стіжків.  

Початковий робочий дебіт свердловини становив 2 тис.м
3
/добу за депресії 

тиску на пласт 0,01 МПа і пластового тиску 0,43 МПа.  

Протягом 2011-2018 р.р. свердловина порівняно стабільно працює з дебітом 

3,1-4,3 тис. м
3
/добу. За станом на 01.01.2019р. свердловина працює з дебітом 

3,67 тис.м
3
/добу. 

Запаси газу покладу S-1, підраховані у 1999 р. [5] і повторно у 2010 р. [1] за 

об’ємним методом, становлять 546 тис.м
3
. 

Видобуток газу за 2018 рік становив 1,30 млн.м
3
, а накопичений видобуток газу 

з початку експлуатації сягнув 11,777 млн.м
3
, що значно перевищило запаси в 

0,546 млн. м
3
. 

Підраховані за об’ємним методом у 2014 р. [2] і затверджені в ДКЗ [3] запаси 

газу становлять 8 млн. м
3
, тобто поточний коефіцієнт газовилучення і в даному 

випадку сягнув 147,2%, що перевищує запаси, підраховані об’ємним методом 2014р. 

Тому в даній роботі запаси газу уточнено за різними методами і для складання 

проекту прийнято уточнену величину. 
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Перебіг у часі показників розробки покладу S-1 показано вище в табл. 2.5, а 

також у табл. 2.12 і на рис. 2.9.  

Карта розробки за поточним відбором по покладу S-1 подано на рисунку 2.13. 

Поклади S-2 і S-3 

У свердловині 9-Стж. випробувано і ще два поклади, а саме: 

а) поклад S-3 – з інтервалу 148-145 м отримано максимальний дебіт газу 

39,4 тис. м
3
/добу за депресії тиску 0,11 МПа і пластового тиску 1,06 МПа. 

Запаси газу, підраховані у 1999 р. [5] і в 2010 р. [1] за об’ємним методом, становлять 

1943 тис. м
3
; уточнені за об’ємним методом 2014 р. становлять 0,3 млн.м

3
 (код 122) і 

0,1 млн.м
3
 (код 222) [2, 3]; 

б) поклад S-2 – із інтервалу 111-108 м отримано максимальний дебіт газу 

10,1 тис. м
3
/добу за депресії тиску 0,39 МПа і пластового тиску 0,66 МПа. Запаси газу, 

підраховані у 1999 р. [5] і в 2010 р. [1] за об’ємним методом, становлять 748 тис. м
3
; 

уточнені за об’ємним методом у 2014р. становлять 0,2 млн.м
3
 (код запасів 122) [2, 3].  

Ці поклади не розроблялися через малу величину запасів.  

Оцінити продуктивність покладів і ввести їх в розробку за результатами 

буріння оціночно-експлуатаційної свердловини 1П-Стіжків. 

Таким чином у розробці знаходилося 6 покладів (пласти В-7, В-6, В-5, В-4, В-3, 

В-1) верхньобаденських відкладів і один (пласт S-1) із трьох покладів (пласти S-1,S-2, 

S-3) сарматських відкладів.  

Поклад пласта В-7 є практично виснаженим (його виснаженість на фоні 

розробки інших покладів свідчить про лінзоподібну будову родовища). 

Повністю виснажилися поклади пластів В-3 (ліквідована свердловина 2) і В-1 

(переведена на поклад пласта В-7 свердловина 1). 

Спостережено значну розбіжність проектних і фактичних показників як по 

річних і накопичених видобутках газу, так і по кількості діючих свердловин, що 

можна пояснити складністю геологічної будови (лінзоподібність окремих покладів) і 

невідповідністю підрахованих і фактичних запасів газу. Характер зміни накопичених 

(практично по прямій лінії) і річних (стабілізація на певному рівні) свідчить про певні 

потенційні можливості подальшого видобутку газу із родовища в цілому.  

 

 

 



68 
 

 

Таблиця 2.12 – Основні показники експлуатації свердловини 9-Стж. Межигірського родовища за станом на 01.01.2019р. 

(продуктивний пласт S-1)  

Рік Глибина 

свердловини, м 

Інтервал 

перфорації, м 

Видобуток газу за 

рік, тис.м
3
 

Видобуток газу з 

початку розробки, 

тис.м
3
 

рбуф., 

МПа 

рзат., 

МПа 

Дебіт газу, 

тис.м
3
/добу 

Свердловина 9-Стж., початок експлуатації 06.2010р. 

2010 373 85-70 142 142 0,38 0,38 0,39 

2011 373 85-70 1452 1594 0,34 0,35 4,2 

2012 373 85-70 1747 3341 0,33 0,38 4,3 

2013 373 85-70 1424 4765 0,31 0,32 3,1 

2014 373 85-70 1540 6305 0,31 0,32 4,1 

2015 373 85-70 1316 7621 0,31 0,32 3,52 

2016 373 85-70 1441 9062 0,25 0,26 3,97 

2017 373 85-70 1415 10477 0,25 0,26 4 

2018 373 85-70 1300 11777 0,25 0,26 3,67 
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Рисунок 2.9 – Перебіг показників експлуатації свердловини 9-Стж. (поклад S-1 у сарматських відкладах)            Роки 



70 
 

 

3 ПРОГНОЗУВАННЯ ВІДБОРІВ ГАЗУ НА ПЕРСПЕКТИВУ  

 

 

3.1 Обґрунтування методики прогнозування 

Прогнозування видобутку газу по продуктивних горизонтах проведено за 

характеристикою витіснення, яку обґрунтовано ще у свій час Л.С. Лейбензоном.  

Поточний відбір (дебіт) у часі можна описати залежністю, яка нами 

використовується для проведення прогнозування: 

   
ktetQ )( ,  (3.1) 

а накопичений відбір наступною залежністю 

    kteQtQ  1)( зг ,  (3.2) 

де α, k – емпіричні коефіцієнти; t – час розробки покладу, Qз – початкові видобувні 

запаси газу. 

Відношення   зг QtQ  – це поточний коефіцієнт газовилучення η(t) із покладу. 

Введемо поняття поточного коефіцієнта залишкових запасів 

      tt  1 ,  (3.3) 

або інакше 

    
з

г

з

гз )(
1

)(

Q

tQ

Q

tQQ
t 


 .  (3.4)  

Тоді можемо записати: 

   
ktet  )( ,  (3.5)  

звідки маємо 

   ktt  )(ln .  (3.6)  

На основі цього проведено прогнозування накопиченого видобутку газу, а 

відтак і річного, за відомих запасів газу. Накопичений відбір газу в часі є 

інтегральною функцією, яка в меншій мірі піддається флуктуаціям, ніж поточний 

відбір. 

Для визначення накопиченого відбору  tQг  за фактичною величиною 

початкових запасів Qз (розрахункові величини запасів по продуктивних об’єктах 

подано в п. 2.6.6) розраховуємо поточний коефіцієнт залишкових запасів 

    
з

г )(
1

Q

tQ
t    (3.7)  

і будуємо графічну залежність 

   ktt  )(ln ,  (3.8)  

а відтак розраховуємо коефіцієнт кореляції r для цієї лінійної залежності, за 

найбільшою значиною якого підбираємо базовий ретроспективний період для точок 

які лежать на кореляційній прямій (у роках, чи інакше за кількістю розрахункових 

точок). 
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Наступним етапом із даної залежності знаходимо емпіричний коефіцієнт 

залежності k. 

Так як за Л.С.Лейбензоном 

   
k

Q


з ,  (3.9)  

то відтак знаходимо коефіцієнт 

   зkQ .  (3.10)  

Прогнозування поточних і накопичених відборів газу на перспективу 

проведено за відповідних залежностей  tQ  і  tQг  за знайдених на основі фактичних 

накопичених відборів емпіричних коефіцієнтів α і k. 

 

3.2 Прогнозування технологічних показників розробки  

Проектні технологічні показники розробки Межигірського газового родовища 

за базовим варіантом подано в таблиці 3.1 і на рис. 3.1. 

Таблиця 3.1 – Перебіг у часі основних проектних показників розробки 

Межигірського родовища за базовим варіантом 

Роки Кількість 

діючих 

свердловин, 

шт. 

Річний 

видобуток газу 

з покладу, 

тис. м
3
 

Сумарний відбір 

газу з покладу 

початку розробки, 

млн. м
3
 

Середній дебіт 

одної 

свердловини, 

тис. м
3
/добу 

2019 7 2012,68 75,269 0,821 

2020 7 1889,39 77,158 0,770 

2021 7 1774,20 78,933 0,723 

2022 7 1666,53 80,599 0,679 

2023 7 1565,83 82,165 0,638 

2024 7 1471,60 83,637 0,600 

2025 7 1383,39 85,020 0,564 

2026 7 1300,78 86,321 0,530 

2027 7 1223,38 87,544 0,499 

2028 7 1150,83 88,695 0,469 

2029 7 1082,80 89,778 0,441 

2030 7 1019,00 90,797 0,415 

2031 7 959,13 91,756 0,391 

2032 7 902,94 92,659 0,368 

2033 7 850,19 93,509 0,347 

2034 7 800,65 94,310 0,326 

2035 7 754,11 95,064 0,307 

2036 7 710,38 95,774 0,290 

2037 7 669,28 96,443 0,273 

2038 7 630,65 97,074 0,257 
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Згідно з базовим варіантом розробка усіх продуктивних пластів (пласт В-7, 

пласт В-6, пласт В-5, пласт В-4 та пласт S-1) продовжується тільки існуючим фондом 

видобувних свердловин, які є на даному пласті. 

Коефіцієнт експлуатації свердловин як тут, так і надалі взято рівним 0,96, 

середнім за останні роки. 

Технологічні і економічні (див. нижче) розрахунки узгоджували між собою за 

чистою теперішньою вартістю і відповідно до цього результати технологічних 

розрахунків як тут, так і надалі показано тільки для економічно вигідного періоду 

розробки. 

Згідно з другим розрахунковим варіантом розробка продуктивних пластів В-7, 

В-6, В-5 та В-4 продовжується існуючим фондом видобувних свердловин, які є на 

даному пласті, а пласт S-1 з 2021 року додатково розроблятиметься новою оціночно-

експлуатаційною свердловиною  1П-Стіжків, у якій також приєднуємо пласти S-2 і S-

3, котрі з причин малих запасів поки-що не розробляються. 

Проектні технологічні показники розробки Межигірського газового родовища 

за другим розрахунковим варіантом подано в таблиці 3.2 і на рис. 3.2. 

Таблиця 3.2 – Перебіг у часі основних проектних показників розробки 

Межигірського родовища за другим розрахунковим варіантом 

Роки Кількість 

діючих 

свердловин, 

шт. 

Річний 

видобуток газу 

з покладу, 

тис. м
3
 

Сумарний відбір 

газу з покладу 

початку розробки, 

млн. м
3
 

Середній дебіт 

одної 

свердловини, 

тис. м
3
/добу 

2019 7 2012,68 75,269 0,821 

2020 7 1889,39 77,158 0,770 

2021 8 2556,14 79,715 0,912 

2022 8 2308,53 82,023 0,824 

2023 8 2086,05 84,109 0,744 

2024 8 1886,08 85,995 0,673 

2025 8 1706,27 87,701 0,609 

2026 8 1544,54 89,246 0,551 

2027 8 1399,00 90,645 0,499 

2028 8 1267,97 91,913 0,452 

2029 8 1149,96 93,063 0,410 

2030 8 1043,63 94,107 0,372 

2031 8 947,77 95,054 0,338 

2032 8 861,32 95,916 0,307 

2033 8 783,31 96,699 0,279 

2034 8 712,88 97,412 0,254 

2035 8 649,26 98,061 0,232 

2036 8 591,76 98,653 0,211 

2037 8 539,77 99,193 0,193 

2038 8 492,73 99,685 0,176 
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Згідно з третім розрахунковим варіантом розробка продуктивних пластів В-7, 

В-6, В-5 та В-4 продовжується існуючим фондом видобувних свердловин, які є на 

даному пласті. Окрім того пласт S-1 з 2021 року додатково розроблятиметься новою 

оціночно-експлуатаційною свердловиною  1П-Стіжків (як і за другим варіантом), а з 

2022 року додатково в разі позитивних результатів по свердловині  1П-Стіжків буде 

ще введено дві нові свердловини  2П-Стіжків та  3П-Стіжків. В усіх трьох проектних 

свердловинах також приєднуємо пласти S-2 та S-3. 

За третім розрахунковим варіантом проектні технологічні показники розробки 

Межигірського газового родовища подано в таблиці 3.3 і на рис. 3.3. 

Таблиця 3.3 – Перебіг у часі основних проектних показників розробки 

Межигірського родовища за третім розрахунковим варіантом 

Роки Кількість 

діючих 

свердловин, 

шт. 

Річний 

видобуток газу 

з покладу, 

тис. м
3
 

Сумарний відбір 

газу з покладу 

початку розробки, 

млн. м
3
 

Середній дебіт 

одної 

свердловини, 

тис. м
3
/добу 

2019 7 2012,68 75,269 0,821 

2020 7 1889,39 77,158 0,770 

2021 8 2556,14 79,715 0,912 

2022 10 3442,12 83,157 0,982 

2023 10 2830,15 85,987 0,808 

2024 10 2337,18 88,324 0,667 

2025 10 1939,34 90,263 0,553 

2026 10 1617,61 91,881 0,462 

2027 10 1356,82 93,238 0,387 

2028 10 1144,86 94,383 0,327 

2029 10 972,06 95,355 0,277 

2030 10 830,73 96,185 0,237 

2031 10 714,68 96,900 0,204 

2032 10 619,01 97,519 0,177 

2033 10 539,78 98,059 0,154 

2034 10 473,83 98,533 0,135 

2035 10 418,65 98,951 0,119 

2036 10 372,21 99,324 0,106 

2037 10 332,90 99,656 0,095 

2038 10 299,41 99,956 0,085 

 

Проектні свердловини для розробки сарматських покладів розміщаємо так:  

а) 1-П-Стж – вздовж поздовжньої (більшої) осі структури в південно-східному 

напрямі (до умовної лінії, яка з’єднує свердловини 1 і 9) на відстані 400 м від 

свердловини 9-Стіжків; 
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б) 2-П-Стж – вздовж поздовжньої (більшої) осі структури в північно-західному 

напрямку на відстані 400 м від свердловини 9-Стіжків; 

в) 3-П-Стж – вздовж короткої осі структури, проведеної через свердловину 9-

Стіжків перпендикулярно до умовної лінії, яка зєднує свердловини 1-П-Стж і 2-П-

Стж, на відстані 200 м від свердловини 9-Стіжків. 

Свердловини 2-П-Стж і 3-П-Стж закладаємо у випадку позитивного результату, 

отриманого по свердловині 1-П-Стж. 

Свердловини 1-П-Стж, 2-П-Стж і 3-П-Стж слід пробурити з глибиною 300 м. 

Свердловини під’єднуються до ПОЗ окремими шлейфами з умовним діаметром 

76×5 мм і довжиною кожний в середньому 1000 м (залежно від забудови місцевості). 

Свердловина 111-Кс не може бути відновленою (замість одної проектної 

оціночно-експлуатаційної свердловини) через забудову місцевості в районі її 

розміщення. 
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                       2019     2020    2021     2022     2023     2024    2025     2026     2027     2028    2029     2030    2031     2032     2033     2034    2035     2036     2037    2038  Роки 

 

Рисунок 3.1 – Перебіг у часі основних проектних показників розробки Межигірського родовища за базовим варіантом  
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                       2019     2020    2021     2022     2023     2024    2025     2026     2027     2028    2029     2030    2031     2032     2033     2034    2035     2036     2037    2038  Роки 

 
Рисунок 3.2 – Перебіг у часі основних проектних показників розробки Межигірського родовища за другим розрахунковим 

варіантом  
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                       2019     2020    2021     2022     2023     2024    2025     2026     2027     2028    2029     2030    2031     2032     2033     2034    2035     2036     2037    2038  Роки 

 
Рисунок 3.3 – Перебіг у часі основних проектних показників розробки Межигірського родовища за третім розрахунковим 

варіантом  
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4 ЗБІР, ПІДГОТКА І ТРАНСПОРТУВАННЯ ГАЗУ 

 

 

Збірання і транспортування газу на Межигірському родовищі здійснюється за 

технологічною схемою, показаною на рис. 4.1. 

Газ із свердловин 3, 10, 17, 2-Слв. і 5-Слв. по індивідуальних шлейфах 

діаметром Ø 57×4 мм під’єднані до газозбірного колектора діаметром 108×8 мм і 

довжиною 6,9 км.  

Шлейфи свердловини 3, 10, 17, 2-Слв. і 5-Слв. мають довжину по 500 м, шлейф 

св. 10 – 380 м.  

По газозбірному колектору газ надходить на ГРС-Черешенька і на ПОЗ.  

На ПОЗ надходить газ із свердловини І і 9-Стж. по індивідуальних шлейфах 

діаметром Ø 57×4 мм і довжиною 2,1 і 0,7 км відповідно. 

У збірному колекторі підтримується тиск газу 0,85 МПа. На виході із ГРС-

Черешенька після редуктора для подавання газу підтримується тиск 0,12 МПа, а після 

ПОЗ для подавання газу на Косів і Кути 0,25 МПа. Свердловина 9-Стж. працює з 

робочим тиском 0,23 МПа. Схему обв’язки ПОЗ і АГРС подано на рис. 4.1. 

Далі підготовлений газ подається місцевим споживачам. 

На ГРС-Черешенька промислова підготовка газу здійснюється в 

гравітаційному сепараторі Ду 700, Ру25.  

Редукування газу виконується регуляторами тиску РД–50–64, РД–80–64. 

Передбачено дві нитки редукування газу Ду 50 мм і Ду 80 мм на літній і зимовий 

періоди відповідно.  

Облік газу по всіх свердловинах разом (окрім свердловин 1 і 9-Стж.) 

виконується із використанням дифманометра ДСС.  

Для запобігання гідратоутворення в комунікаціях передбачено підігрівання 

газу блоком ПГА-10.  

На ПОЗ підготовка газу здійснюється в гравітаційних сепараторах Ду 1000, 

Ру 25 і Ду 500, Ру25. 

Передбачено використання сепаратора Ду 500, Ру 25 для індивідуального 

вимірювання кількості газу. Вимірювання кількості газу виконується із 

використанням дифманометра ДСС.  

По газопроводу діаметром 159-8 мм із ПОЗ газ подається на Косів і Кути. 

Газ редукується регуляторами РД–50–64, надходить на загальне вимірювання і 

через АГРС по газопроводу Ø 219×8 мм подається на м. Вижницю. На АГРС також 

надходить газ із Лопушнянського родовища. 
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Рисунок 4.1 – Принципова схема збору газу на Межигірському родовищі 
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5 РЕКОМЕНДАЦІЇ З КОНТРОЛЮ ЗА РОЗРОБКОЮ 

 

 

Контроль за розробкою Межигірського родовища здійснюється промисловою 

службою шляхом систематичного аналізу процесу розробки на основі регулярних 

вимірювань і спостережень, а також необхідного комплексу досліджень, що 

виконуються на свердловинах. 

Система контролю повинна включати наступний мінімум досліджень: 

систематичні і періодичні контрольні вимірювання та визначення пластових і 

гирлових статичних тисків, положення контакту газ-вода, зміни дебітів і хімічного 

складу газу, води в процесі експлуатації. 

Контроль за розробкою повинен здійснюватись у відповідності до вимог [9, 10]. 

Заходи з контролю за технологічними процесами передбачають постійний 

облік видобутку газу і використання його на власні потреби, технологічні операції і 

різного виду втрати газу. 

Дослідження свердловин повинні забезпечити визначення параметрів пласта, 

динаміку змін поточних пластових тисків по площі покладу, встановити допустимі 

робочі дебіти, оцінити ефективні заходи для запобігання корозії труб і промислового 

обладнання. Контроль за герметичністю свердловин здійснюється постійно. 

Види і терміни виконання відповідних робіт з контролю за розробкою 

родовища зведено в таблицю 5.1. 

Таблиця 5.1 – Види і терміни виконання робіт з контролю за розробкою            

Межигірського газового родовища 

Найменування робіт Періодичність 

Облікування видобутку газу і води Постійно 

Облікування витрат газу на власні потреби, 

технологічні операції і аварійні втрати 

Постійно 

Контрольне вимірювання температури, дебіту 

газу і води, тиску на гирлі, на затрубному 

просторі свердловин і на вході ГРС і ПО 

1 раз на квартал 

Вимірювання поточного пластового тиску за 

допомогою глибинного манометра у стовбурах 

свердловин 

1 раз на рік 

Вимірювання статичного тиску на гирлі 

зупиненої свердловини і реєстрація КВТ 

2 рази на рік 

Контроль за просуванням ГВК і змінювали 

газонасиченості 

При появі пластової води 

Відбирання проб газу і води 1 раз на півроку 

Спостереження за винесенням мехдомішок Постійно 

Обстеження свердловин на наявність 

міжколонних тисків 

Постійно 

Визначення вмісту йонів заліза у воді, зміна і 

аналіз зразків-свідків корозії для визначення 

швидкості корозії 

У міру необхідності 

Шаблонування сврдловин У міру необхідності 
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6 ТЕХНІКО-ЕКОНОМІЧНА ОЦІНКА ЕФЕКТИВНОСТІ  РОЗРОБКИ  

РОДОВИЩА 

 

Метою економічної оцінки є визначення економічної доцільності  

розробки  родовища за запропонованими варіантами. 

При проведенні техніко-економічної оцінки розглянуто  три варіанти розробки 

Межигірського родовища: 

І варіант розробки проводиться існуючим фондом експлуатаційних свердловин 

(7 свердловин). 

Згідно з другим розрахунковим варіантом розробка продуктивних пластів 

В-7, В-6, В-5 та В-4 продовжується існуючим фондом видобувних свердловин, 

які є на даному пласті, а пласт S-1 з 2021 року додатково розроблятиметься 

новою оціночно-експлуатаційною свердловиною  1П-Стіжків, у якій також 

приєднуємо пласти S-2 і S-3, котрі з причин малих запасів поки-що не 

розробляються (8 свердловин) 

Згідно з третім розрахунковим варіантом розробка продуктивних пластів 

В-7, В-6, В-5 та В-4 продовжується існуючим фондом видобувних свердловин, 

які є на даному пласті. Окрім того пласт S-1 з 2021 року додатково 

розроблятиметься новою оціночно-експлуатаційною свердловиною  1П-Стіжків 

(як і за другим варіантом), а з 2022 року додатково в разі позитивних 

результатів по свердловині  1П-Стіжків буде ще введено дві нові свердловини  

2П-Стіжків та  3П-Стіжків. В усіх трьох проектних свердловинах також 

приєднуємо пласти S-2 та S-3.(8 свердловин,10 свердловин). 

Приймаємо для економічних розрахунків ,що свердловини під’єднуються 

до ПОЗ окремими шлейфами з умовним діаметром 76×5 мм і довжиною 

кожний в середньому 1000 м проектну глибину кожної свердловини 300м. Для 

визначення діаметрів шлейфів свердловин приводився гідравлічний 

розрахунок. Розрахунок проводиться за формулою пропускної здатності 

газопроводів і при умові забезпечення продуктивності свердловин та не 

перевищення втрат тиску кінцевій ділянці 4% від початкової  величини. 
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Товарний газ становить 97,0 % від видобутого газу відповідно до затверджених 

нормативів витрат і втрат газу по родовищу на 2019 рік.  

Розрахунок видобутку товарного газу по варіантам наведено у таблиці 

6.1.1 -6.1.3. 

 

Таблиця 6.1.1 – Розрахунок видобутку товарного газу  Межигірського 

родовища за базовим варіантом 

Роки Кількість 

діючих 

свердловин, 

шт. 

Річний 

видобуток газу 

з покладу, 

тис. м
3
 

Річний видобуток 

товарного газу, 

млн. м
3
 

2019 7 2012,68 1.94 

2020 7 1889,39 1.82 

2021 7 1774,20 1.71 

2022 7 1666,53 1.61 

2023 7 1565,83 1.51 

2024 7 1471,60 1.42 

2025 7 1383,39 1.33 

2026 7 1300,78 1.26 

2027 7 1223,38 1.18 

2028 7 1150,83 1.07 

2029 7 1082,80 1.048 

2030 7 1019,00 0.99 

   16.89 
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Таблиця 6.1.2 – Розрахунок видобутку товарного газу  Межигірського 

родовища за 2м варіантом 

Роки Кількість 

діючих 

свердловин, 

шт. 

Річний 

видобуток газу 

з покладу, 

тис. м
3
 

Річний видобуток 

товарного газу, 

млн. м
3
 

2019 7 2012,68 1.94 

2020 7 1889,39 1.82 

2021 8 2556,14 2.47 

2022 8 2308,53 2.23 

2023 8 2086,05 2.02 

2024 8 1886,08 1.83 

2025 8 1706,27 1.65 

2026 8 1544,54 1.49 

2027 8 1399,00 1.35 

2028 8 1267,97 1.23 

2029 8 1149,96 1.11 

2030 8 1043,63 1 

  20762.8 20.14 

 

 

 

Таблиця 6.1.3 – Розрахунок видобутку товарного газу  Межигірського 

родовища за 3м варіантом 

Роки Кількість 

діючих 

свердловин, 

шт. 

Річний 

видобуток газу 

з покладу, 

тис. м
3
 

Річний видобуток 

товарного газу, 

млн. м
3
 

 

2019 7 2012,68 1.94  

2020 7 1889,39 1.82  

2021 8 2556,14 2.47  

2022 10 3442,12 3.33  

2023 10 2830,15 2.75  

2024 10 2337,18 2.27  

2025 10 1939,34 1.88  

2026 10 1617,61 1.57  

2027 10 1356,82 1.31  

2028 10 1144,86 1.1  

2029 10 972,06 0.94  

2030 10 830,73 0.81  
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  22876.2 22.19  

 

Розрахунки базуються на макроекономічних прогнозах, що надані 

Управлінням ринкових досліджень та аналізу НАК «Нафтогаз України» від 

07.06.2019 р., норма дисконту прийнята на рівні 15,4% за рік. Вихідні дані для 

проведення розрахунків наведені в таблиці 6.2. 

 

 

   Таблиця 6.2 – Вихідні дані для економічних розрахунків 

Роки 
USD-

курс 

інфляція 

накопи-

чена. 

Сценарії 

прогнозу 

цін на 

газ 

грн/тис 

куб м 

Ціна на 

газовий 

конден- 

сат 

грн/тону 

Рентна 

плата 

(29%) за 

газ з 

глибини  

більше 

5000 м, 

грн/тис. 

м3 

Рентна 

плата 

(14%) за 

газ з 

глибини  

до 5000 

м, 

грн/тис. 

м3 

Рентна 

плата 

(16%) за 

конденсат 

з глибини  

до 5000 м, 

грн/т. 

1 2 3 4 5 6 8 9 

2019 28,68 0,000 6711,17 14748,47 1946,238 939,563 2359,755 

2020 29,96 0,059 7818,00 15963,08 2267,220 1094,520 2554,093 

2021 30,55 0,114 8358,75 16512,52 2424,038 1170,225 2642,004 

2022 31,01 0,166 8689,07 16863,82 2519,832 1216,470 2698,211 

2023 31,47 0,216 8935,20 17575,22 2591,207 1250,928 2812,034 

2024 31,94 0,266 9332,92 18390,16 2706,546 1306,609 2942,426 

2025 32,80 0,316 7390,78 19312,98 2143,326 1034,709 3090,077 

2026 33,69 0,366 7705,02 20158,05 2234,457 1078,703 3225,288 

2027 34,60 0,416 7996,98 20946,70 2319,123 1119,577 3351,471 

2028 35,53 0,47 8320,82 21831,22 2413,037 1164,915 3492,995 

2029 36,49 0,52 8650,80 22742,52 2508,732 1211,112 3638,803 

2030 37,47 0,57 9006,94 23691,86 2612,012 1260,971 3790,697 
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Залишкова вартість основних фондів   на дату проведення розрахунків 

становить 43331 тис.грн., в т.ч. по групах: 

група 3 а – 213.3 тис.грн.; 

група 3б – 410.1 тис.грн.; 

група 3в – 911.4 тис.грн.; 

група 4 – 85.2 тис.грн.; 

група 4а – 580.7 тис.грн.; 

група 6 – 2632.9 тис.грн.; 

група 9 – 844.8 тис.грн.; 

свердловини – 37652.6 тис.грн. 

 

Капітальні вкладення по базовому варіанту передбачено на : 

витрати на заміну НКТ і оновлення основних фондів (із розрахунку ревізії НКТ 

1 раз на 4 роки та середнього вибракування 20% довжини колони) 

Капітальні вкладення по другому варіанту додатково передбачено на: 

буріння свердловини 1П-Стіжків  та будівництво шлейфу свердловини  

довжиною 1000м  у 2021 році.  

Капітальні вкладення по третьому варіанту додатково передбачено буріння 

свердловини 1П-Стіжків  та будівництво шлейфу свердловини  довжиною 

1000м  у 2021 році,а також буріння свердловини 2П-Стіжків  та 3П-Стіжків з 

будівництвом 2 окремих шлейфів   довжиною 1000м  у 2022 році. 

Розрахунок капітальних вкладень по 1 та 2 варіанту наведений в таблиці 6.3.1 

та 6.3.2 ,6.3.3. 
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Таблиця 6.3.1 – Розрахунок капітальних вкладень 1(базовий) варіант 

Роки 

розро

бки 

    Капітальні вкладення по напрямках (тис. грн) 

Всього 

капітальн

их 

вкладень, 

тис.грн. 

передава

льні 

пристрої, 

облаштув

ання 

свердлов

ин  

Свердлов

ини 

споруд

и  
ФА, КГ 

НКТ, 

прилад

и 

заміна 

НКТ та 

оновлен

ня осн. 

фондів  

1 2 3 4 5 6 7 8 
2019      3249.1 3249.1 
2020      4229.5 4229.5 
2021      3049.5 3049.5 
2022      4354 4354 
2023      4429 4429 
2024      4485 4485 
2025      4591 4591 
2026      4750 4750 
2027      4845 4845 
2028      5050 5050 
2029      5050 

0100.6 

5050  
2030      5523 5523 
Всьог

о 

 0,0 0,0 0,0 0,0 53605.1 53605.1 
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Таблиця 6.3.2 – Розрахунок капітальних вкладень 2 варіант 

Роки 

розро

бки 

    Капітальні вкладення по напрямках (тис. грн) 

Всього 

капітальн

их 

вкладень, 

тис.грн. 

передава

льні 

пристрої, 

облаштув

ання 

свердлов

ин  

Свердлов

ини 

споруд

и  
ФА, КГ 

НКТ, 

прилад

и 

заміна 

НКТ та 

оновлен

ня осн. 

фондів  

1 2 3 4 5 6 7 8 
2019      3249.1 3249.1 
2020      4229.5 4229.5 
2021 971 6336    3049.5 10356.5 
2022      4354 4354 
2023      4429 4429 
2024      4485 4485 
2025      4591 4591 
2026      4750 4750 
2027      4845 4845 
2028      5050 5050 
2029      5050 

0100.6 

5050  
2030      5523 5523 
Всьог

о 

971 6336 0,0 0,0 0,0 53605.1 60912.1 
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Таблиця 6.3.3 – Розрахунок капітальних вкладень 3 варіант 

Роки 

розро

бки 

    Капітальні вкладення по напрямках (тис. грн) 

Всього 

капітальн

их 

вкладень, 

тис.грн. 

передава

льні 

пристрої, 

облаштув

ання 

свердлов

ин  

Свердлов

ини 

споруд

и  
ФА, КГ 

НКТ, 

прилад

и 

заміна 

НКТ та 

оновлен

ня осн. 

фондів  

1 2 3 4 5 6 7 8 
2019      3249.1 3249.1 
2020      4229.5 4229.5 
2021 971 6336    3049.5 10356.5 
2022 1942 12672    4354 18968 
2023      4429 4429 
2024      4485 4485 
2025      4591 4591 
2026      4750 4750 
2027      4845 4845 
2028      5050 5050 
2029      5050 

0100.6 

5050  
2030      5523 5523 
Всьог

о 

2913 19008 0,0 0,0 0,0 53605.1 72613.1 
 

Експлуатаційні витрати розраховані виходячи з фактичних даних  і 

нормативних даних. Аналіз структури собівартості видобутку газу та 

конденсату дозволив систематизувати та встановити наступні основні складові 

витрат:  

1.  Умовно-постійні витрати: 

– витрати на утримання та експлуатацію обладнання оцінені згідно нормативу з 

урахуванням співвідношення середньої глибини свердловин по підприємству 

до глибини свердловин  родовища –  350 тис. грн/свердл.; 

– витрати на оплату праці виробничого персоналу – 170 тис.грн./св. в рік; 

– відрахування на соціальні заходи – за нормативом 22% від фонду оплати 

праці; 
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1вар (350+170+0.22*170)*7=(350+207.4)*7=557.4*7=3901.8 

2вар (350+170+0.22*170)*8=557.4*8=4459.2 

3вар (350+170+0.22*170)*10=557.4*10=5574 

2.  Умовно-змінні витрати (матеріали, електроенергія і витрати на 

внутрішнє транспортування) для газу визначені із розрахунку 130,15 грн/тис. 

м3, для конденсату – 133,29 тис.грн. 

До нормативів умовно-постійних та умовно-змінних витрат застосовані 

коефіцієнти інфляції відповідного року. 

Таблиця 6.4.1 – Розрахунок експлуатаційних витрат 1 варіант 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Роки розробки  

 Експлуатаційні витрати  

умовно-

постійні, 

тис.грн 

умовно-змінні, тис.грн 

 

 

1 2 3  

2019 3902 252.2 1.94 

2020 3902 236.6 1.82 

2021 3902 222.3 1.71 

2022 3902 209.3 1.61 

2023 3902 196.3 1.51 

2024 3902 184.6 1.42 

2025 3902 172.9 1.33 

2026 3902 163.8 1.26 

2027 3902 153.4 1.18 

2028 3902 139.1 1.07 

2029 3902 136.5 1.048 

2030 3902 128.7 0.99 

Всього  46824 2195.7 16.89 
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Таблиця 6.4.2 – Розрахунок експлуатаційних витрат 2 варіант 

 

 

Таблиця 6.4.3 – Розрахунок експлуатаційних витрат 3 варіант 

Роки 

розробки  

 Експлуатаційні витрати  

умовно-

постійні, 

тис.грн 

умовно-змінні, 

тис.грн 

 

1 2 3  
2019 3902 252.2 1.94 
2020 3902 236.6 1.82 
2021 4459.2 321.1 2.47 
2022 5574 432.9 3.33 
2023 5574 357.5 2.75 
2024 5574 295.1 2.27 
2025 5574 244.4 1.88 
2026 5574 204.1 1.57 
2027 5574 170.3 1.31 
2028 5574 143 1.1 
2029 5574 122.2 0.94 
2030 5574 105.3 0.81 
Всього  62429.2 2884.7 22.19 

 

 

Роки 

розробки  

 Експлуатаційні витрати  

умовно-

постійні, 

тис.грн 

умовно-змінні, тис.грн 

 

1 2 3  

2019 3902 252.2 1.94 

2020 3902 236.6 1.82 

2021 4459.2 321.1 2.47 

2022 4459.2 289.9 2.23 

2023 4459.2 262.6 2.02 

2024 4459.2 237.9 1.83 

2025 4459.2 214.5 1.65 

2026 4459.2 193.7 1.49 

2027 4459.2 175.5 1.35 

2028 4459.2 159.9 1.23 

2029 4459.2 144.3 1.11 

2030 4459.2 130.1 1 

Всього  52396 2620.2 20.14 
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3.  Групи основних засобів і мінімально допустимі строки їх амортизації 

визначені згідно  Податкового кодексу України. Амортизація обчислена 

відповідно  Податкового кодексу України. Амортизаційні відрахування 

враховані згідно таблиці 6.5.  

4.  Рентна плата за користування надрами нарахована згідно Податкового 

кодексу України. 

5.Розрахунок проведений без урахування штрафу за постачання 

некондиційного природного газу( Визначається згідно вимог Кодексу 

газотранспортної системи виходячи з базової ціни газу за липень 2019 року і 

фактичних температур точки роси по воді +3,70С, по вуглеводням +0,90С.) 

Розрахунок експлуатаційних витрат і собівартості продукції   наведений в 

таблиці 6.6.1,6.6.2,6.6.3.  

Основним показником економічної оцінки, що найбільш об’єктивно 

відображає економічні результати реалізації проекту, є вільний грошовий потік, 

який визначається як різниця між валовим доходом від реалізації і витратами 

(капітальні вкладення, експлуатаційні витрати без амортизації та податок на 

прибуток). Приведений вільний грошовий потік враховує фактор часу, тобто 

зменшення цінності грошових потоків майбутніх періодів. Розрахунок 

показників економічної доцільності подальшої розробки  ГР наведено в таблиці 

6.6.1-6.6.3. 
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Таблиця 6.5 – Амортизаційні відрахування   

Роки 

розробк

и 

Амортизаційні відрахування по групах, тис.грн.  Разом 

3а 

група 

3б 

група 

3в 

група 
4 група 

4а 

група 
6 група 9 група  

Свердловин

и 

 

1 2 3 4 5 6 7 8 9  
2019 10.7 24.1 342.6 17.0 290.3 658.2 93.2 4183.6 5619.6 
2020 10.7 24.1 342.6 17.0 290.3 658.2 131.4 4183.6 5657.8 
2021 10.7 24.1 342.6 17.0 0,00 658.2 169.2 4183.6 5405.3 
2022 10.7 24.1 342.6 17.0 0,00 658.2 207.0 4183.6 5443.1 
2023 10.7 24.1 342.6 17.0 0,00 0,00 245.3 4183.6 4823.2 
2024 10.7 24.1 342.6 0,00 0,00 0,00 283.1 4183.6 4844.0 
2025 10.7 24.1 342.6 0,00 0,00 0,00 321.1 4183.6 4882.2 
2026 10.7 24.1 342.6 0,00 0,00 0,00 359.4 4183.6 4920.3 
2027 10.7 24.1 342.6 0,00 0,00 0,00 397.1 4183.6 4958.0 
2028 10.7 24.1 342.6 0,00 0,00 0,00 435.2 4183.6 4996.1 
2029 10.7 24.1 0,00 0,00 0,00 0,00 473.4 4183.6 4691.8 
2030 10.7 24.1 0,00 0,00 0,00 0,00 511.0 4183.6 4729.3 
Всього 128.4 289.2 342.6 85.0 580.6 2632.8 3626.6 50203.2 57888.4 

 

 

 

 

 

 



93 
 

 

Таблиця 6.6.1 – Експлуатаційні витрати та собівартість продукції варіанту 1  

Роки 

розробки  

 Експлуатаційні 

витрати Амортизац

ійні 

відрахуван

ня тис.грн 

Плата за 

надра, 

тис.грн. 

 

Експлуатаційні  

витрати, тис.грн  

Собівартість 

видобутку газу,                                      

грн/тис.м3 

умовно-

постійні, 

тис.грн 

умовно

-

змінні, 

тис.грн 

Товарний газ 

1 2 3 5 6  7 8 
2019 3902 252.2 5619.6 1822.8 1.94 11595.8 5977 
2020 3902 236.6 5657.8 1992 1.82 11787 6476 
2021 3902 222.3 5405.3 2000 1.71 11529.6 7161 
2022 3902 209.3 5443.1 1958 1.61 11512 7150 
2023 3902 196.3 4823.2 1888.8 1.51 10809 7158 
2024 3902 184.6 4844.0 1854.5 1.42 10784 7594 
2025 3902 172.9 4882.2 1376 1.33 10332 7768 
2026 3902 163.8 4920.3 1359 1.26 10345 8210 
2027 3902 153.4 4958.0 1321 1.18 10334 8757 
2028 3902 139.1 4996.1 1246 1.07 10283 9610 
2029 3902 136.5 4691.8 1269 1.048 9998 9540 
2030 3902 128.7 4729.3 1248 0.99 10007 10109 
Всього  46824 2195.7 57888.4 19335.4 16.89 126242 7474 
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Таблиця 6.6.2 – Експлуатаційні витрати та собівартість продукції варіанту 2  

Роки 

розробки  

 Експлуатаційні 

витрати Амортизац

ійні 

відрахуван

ня тис.грн 

Плата за 

надра, 

тис.грн. 

 

Експлуатаційні  

витрати, тис.грн  

Собівартість 

видобутку газу,                                      

грн/тис.м3 

умовно-

постійні, 

тис.грн 

умовно

-

змінні, 

тис.грн 

Товарний газ 

1 2 3 5 6  7 8 
2019 3902 252.2 5619.6 1822.8 1.94 11595.8 5977 
2020 3902 236.6 5657.8 1992 1.82 11787 6476 
2021 4459.2 321.1 5405.3 2890 2.47 13075 5294 
2022 4459.2 289.9 5443.1 2712 2.23 12904 5787 
2023 4459.2 262.6 4823.2 2525 2.02 12069 5975 
2024 4459.2 237.9 4844.0 2390 1.83 11931 6520 
2025 4459.2 214.5 4882.2 1706 1.65 11262 6825 
2026 4459.2 193.7 4920.3 1606 1.49 11179 7503 
2027 4459.2 175.5 4958.0 1510 1.35 11102 8224 
2028 4459.2 159.9 4996.1 1431.7 1.23 11046 8980 
2029 4459.2 144.3 4691.8 1344 1.11 10639 9585 
2030 4459.2 130.1 4729.3 1261 1 10579 10579 
Всього  52396 2620.2 57888.4 23191 20.14 136095 6757 
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Таблиця 6.6.3 – Експлуатаційні витрати та собівартість продукції варіанту 3  

Роки 

розробки  

 Експлуатаційні 

витрати Амортизац

ійні 

відрахуван

ня тис.грн 

Плата за 

надра, 

тис.грн. 

 

Експлуатаційні  

витрати, тис.грн  

Собівартість 

видобутку газу,                                      

грн/тис.м3 

умовно-

постійні, 

тис.грн 

умовно

-

змінні, 

тис.грн 

Товарний газ 

1 2 3 5 6  7 8 
2019 3902 252.2 5619.6 1822.8 1.94 11595.8 5977 
2020 3902 236.6 5657.8 1992 1.82 11787 6476 
2021 4459.2 321.1 5405.3 2890 2.47 13075 5294 
2022 5574 432.9 5443.1 4049 3.33 15499 4654 
2023 5574 357.5 4823.2 3440 2.75 14194 5164 
2024 5574 295.1 4844.0 2964 2.27 13677 6025 
2025 5574 244.4 4882.2 1944 1.88 12644 6725 
2026 5574 204.1 4920.3 1692 1.57 12390 7892 
2027 5574 170.3 4958.0 1467 1.31 12169 9289 
2028 5574 143 4996.1 1285 1.1 11998 10907 
2029 5574 122.2 4691.8 1138 0.94 11525 122661 
2030 5574 105.3 4729.3 1021 0.81 11429 14109 
Всього  62429.2 2884.7 57888.4 25705 22.19 148907 6710 
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   Таблиця 6.7.1 – Розрахунок показників економічної ефективності подальшої розробки  ГР варіант 1 

Роки 

розро

бки 

Валовий 

дохід від 

реалізації 

продукції 

 

Прибут

ок 

ПДВ 

Податок 

на 

прибуто

к 

Чистий 

прибуток 

Вільний 

грошови

й потік 

Приведен

ий вільний 

грошовий 

потік 

Накопичени

й 

приведений 

вільний 

грошовий 

потік 

Рентабел

ьність 

продукції 

тис. грн. 
 тис. 

грн. 

 
тис. грн. тис. грн. тис. грн. тис. грн. тис. грн. % 

1 2  3  4 5 6 7 8 9 
2019 13019 1.94 -1180,6 2604 212 -968 1402 1402 1402 -10 
2020 14228 1.82 -404.6 2845 72.8 -331.7 1094 952 2354 -3.4 
2021 14293 1.71 -94.6 2858 17 -77.6 2279 1709 4063 -1 
2022 13989 1.61 -320 2798 57.8 -262 827 537 4600 -2.7 
2023 13492 1.51 -15 2698 2.7 -12.3 381 213 4813 -0.1 
2024 13252 1.42 -182 2650 32.8 -149 210 105 4918 -1.6 
2025 9830 1.33 -2468 1966 444 -2023 -1732 -727 4190 -23 
2026 9708 1.26 -2578 1941 464 -2114 -1944 -719 3470 -24.9 
2027 9436 1.18 -2785 1887 501.3 -2284 -2171 -695 2775 -26.9 
2028 8903 1.07 -3160 1780 569 -2591 -2645 -714 2060 -30.7 
2029 9066 1.048 -2745 1813 494 -2251 -2305 -553 1507 -27.5 
2030 8917 0.99 -2873 1783 517 -2355 -3149 -661 846 -28.7 
Всьог

о 

138133 16.89 -

18805.

8 

27626 3385 -15420.7 -7753 846  -14.9 
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   Таблиця 6.7.2 – Розрахунок показників економічної ефективності подальшої розробки  ГР варіант 2 

Роки 

розро

бки 

Валовий 

дохід від 

реалізації 

продукції 

 

Прибут

ок 

 

Податок 

на 

прибуто

к 

Чистий 

прибуток 

Вільний 

грошови

й потік 

Приведен

ий вільний 

грошовий 

потік 

Накопичени

й 

приведений 

вільний 

грошовий 

потік 

Рентабел

ьність 

продукції 

тис. грн. 
 тис. 

грн. 

 
тис. грн. тис. грн. тис. грн. тис. грн. тис. грн. % 

1 2  3  4 5 6 7 8 9 
2019 13019 1.94 -1180,6 2604 212 -968 1402 1402 1402 -10 
2020 14228 1.82 -404.6 2845 72.8 -331.7 1094 952 2354 -3.4 
2021 20646  3441 4129 619.5 2821 -2129 -1597 757 26.3 
2022 19376  2597 3875 467 2129 3218 2092 2849 20.1 
2023 18049  2370 3609 426 1943 2337 1308 4158 19.6 
2024 17079  2401 3416 432 1969 2260 1130 5288 20.1 
2025 12195  -1506 2439 271 -1235 -944 -396 4891 -13.4 
2026 11480  -1995 2296 359 -1635 -1466 -542 4348 -17.8 
2027 10796  -2465 2159 444 -2021 -1908 -610 3737 -22.2 
2028 10235  -2858 2046 514 -2343 -2397 -647 3089 -25.9 
2029 9602  -2957 1920 532 -2425 -2784 -668 2421 -27.8 
2030 9007  -3373  607 -2765 -3559 -747 1677 -31.9 
Всьог

о 

165712  5930.2  4956.3 -4861 -4876 1677  4.3 
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Таблиця 6.7.3 – Розрахунок показників економічної ефективності подальшої розробки  ГР варіант 3 

Роки 

розро

бки 

Валовий 

дохід від 

реалізації 

продукції 

 

Прибут

ок 

 

Податок 

на 

прибуто

к 

Чистий 

прибуток 

Вільний 

грошови

й потік 

Приведен

ий вільний 

грошовий 

потік 

Накопичени

й 

приведений 

вільний 

грошовий 

потік 

Рентабел

ьність 

продукції 

тис. грн. 
 тис. 

грн. 

 
тис. грн. тис. грн. тис. грн. тис. грн. тис. грн. % 

1 2  3  4 5 6 7 8 9 
2019 13019 1.94 -1180,6 2604 212 -968 1402 1402 1402 -10 
2020 14228 1.82 -404.6 2845 72.8 -331.7 1094 952 2354 -3.4 
2021 20646  3441 4129 619.5 2821 -2129 -1597 757 26.3 
2022 28934  7648 5787 1377 6271 -7253 -4714 3958 49.3 
2023 23895  4922 4779 885 4036 4430 2480 6439 34.7 
2024 21186  3272 4237 589 2683 3042 1521 7960 23.9 
2025 13895  -1528 2779 275 1253 -962 -404 7556 -12.1 
2026 12097  -2712 2419 488 -2223 -2053 -760 6796 -21.9 
2027 10476  -3788 2095 681 -3106 -2993 -958 5838 -31.1 
2028 9153  -4675 1830 841 -3833 -3887 -1049 4788 -38.9 
2029 8132  -5019 1626 903 -4115 -4474 -1074 3714 -43.5 
2030 7295  -5593 1459 1006 -4586 -5380 -1130 2584 -48.9 
Всьог

о 

182956  -5617  7949 -6684 -19163 -5331  -3.7 
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Зведені техніко-економічні показники доцільності подальшої розробки  

ГР наведені в таблиці 6.8.  

Таблиця 6.8 – Зведені техніко-економічні показники доцільності подальшої 

розробки ГР 

Показники 
Значення 

варіант 1 

Значення 

варіант 2 

Значенн 

варіант  

Період розробки, років 2019-2030 
2019-2030 2019-

2030 

Видобуток  товарного газу, млн. м3 16.89 20.14 22.19 

Видобуток конденсату, тис.т. - - - 

Додаткові капітальні вкладення, 

тис.грн. 
- 

7307 21921 

Експлуатаційні витрати, тис.грн. 126242 136095 148907 

   в т.ч. поточні витрати, тис.грн. 49019 55016.2 65313.9 

   амортизація, тис.грн.    

   рентні платежі, тис.грн. 19335.4 23191 25705 

Собівартість видобутку газу, 

грн./тис.м3 
7474 

6757 6710 

Собівартість видобутку конденсату, 

грн./т 
- 

- - 

Чистий прибуток, тис.грн. -15420.7 -4861 -6684 

Вільний грошовий потік, тис.грн. -7753 -4876 -19163 

Накопичений приведений грошовий 

потік, тис.грн. 
846 

1677 2584 

Термін окупності, років - 1 1 

Рентабельність, % -14.9 4.3 -3.7 

Проведено обґрунтування техніко-економічної ефективності розробки 

Межигірського  газового родовища до 2030 року. Розрахунок економічних 

показників виконувався на основі технологічних показників варіантів 

розробки.  

Основними показниками ефективності розробки родовища є 

“дисконтований грошовий потік”, собівартість товарної продукції, її 

рентабельність. Дисконтований грошовий потік враховує фактор часу і 

визначається як різниця між вартістю реалізації продукції та витратами 

(капітальними та експлуатаційними, без амортизації), з урахуванням усіх 

податків, платежів до бюджету. 

Оцінка економічної ефективності розробки родовища грунтується на 

співставленні доходу від реалізації газу з витратами для отримання цього 
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доходу. Економічну оцінку запасів родовища виконано за нормативами 

податків і платежів, що діють відповідно до законодавства України у 2019р.  

Економічні показники дорозробки Межигірського газового родовища 

розраховано за трьома варіантами: перший (базовий), коли дорозробка 

родовища ведеться існуючим фондом свердловин, другий – із підключенням 

однієї додаткової свердловини, третій – із бурінням та підключенням трьох 

додаткових свердловин, однієї в 2021р. та залежних двох у 2022р. 

За результатами виконаних економічних розрахунків можна зробити 

висновок що, розробка родовища як за  другим варіантом,так і за третім 

варіантом є доцільною та економічно вигідною. При цьому кращий 

економічний ефект досягається при розробці родовища саме за третім 

варіантом, при якому за економічно вигідний період вилучаються 

максимальні обсяги природного газу – 22.19 млн. м
3
 газу сумарного 

видобутку за коротший час, ведеться максимально інтенсивний відбір газу із 

родовища в кінцевій стадії розробки. Дорозробка родовища за цей період 

дозволить видобувному підприємству отримати 2584 тис. грн. чистого 

дисконтованого доходу, доходи держави (податки та відрахування до 

бюджету) за період економічно ефективної розробки по цьому варіанту 

розробки також є більшими. 

Для подальшої розробки родовища рекомендуємо третій 

розрахунковий варіант.  
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7. ОХОРОНА ПРАЦІ І НАВКОЛИШНЬОГО СЕРЕДОВИЩА 

7.1 Загальні питання охорони праці 

Державна політика в галузі охорони праці в нафтогазовій галузі, як і в 

цілому по Україні,  базується на принципах: 

- пріоритету життя і здоров’я працівників, повної відповідальності 

роботодавця за створення належних, безпечних і здорових умов праці; 

- підвищення рівня промислової безпеки шляхом забезпечення 

суцільного технічного контролю за станом виробництв, технологій та 

продукції, а також сприяння підприємствам у створенні безпечних та 

нешкідливих умов праці; 

- комплексного розв’язання завдань охорони праці на основі 

загальнодержавної, галузевих, регіональних програм з цього питання та з 

урахуванням інших напрямів економічної і соціальної політики, досягнень в 

галузі науки і техніки та охорони довкілля; 

- соціального захисту працівників, повного відшкодування шкоди 

особам, які потерпіли від нещасних випадків на виробництві та професійних 

захворювань; 

- встановлення єдиних вимог з охорони праці для всіх підприємств та 

суб’єктів підприємницької діяльності залежно від форм власності та видів 

діяльності; 

- адаптації трудових процесів до можливостей працівника з 

урахуванням його здоров’я та психологічного стану; 

- використання економічних методів управління охороною праці, 

участі держави у фінансуванні заходів щодо охорони праці, залучення 

добровільних внесків та інших надходжень на цілі, отримання яких не 

суперечить законодавству; 

- інформування населення, проведення навчання, професійної 

підготовки і підвищення кваліфікації працівників з питань охорони праці; 

- забезпечення координації діяльності органів державної влади, 

установ, організацій, об’єднань громадян, що розв’язують проблеми охорони 

здоров’я, гігієни та безпеки праці, а також співробітництва і проведення 

консультацій між роботодавцями та (їх представниками) між усіма 

соціальними групами під час прийняття рішень з охорони праці на місцевому 

та державному рівнях; 

- використання світового досвіду організації роботи щодо поліпшення 

умов і підвищення безпеки праці на основі міжнародного 

співробітництва[20]. 
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7.2 Організація управління охороною праці на підприємстві 

нафтогазовидобувної галузі. 

Відповідно до статті 13 закону України «Про охорону праці» 

роботодавець зобов’язаний створити на робочому місці в кожному 

структурному підрозділі умови праці відповідно до вимог нормативно-

правових актів, а також забезпечити додержання вимог законодавства щодо 

прав працівників у галузі охорони праці. 

З цією метою роботодавець забезпечує функціонування системи 

управління охороною праці, а саме: 

- створює відповідні служби і призначає посадових осіб, які 

забезпечують вирішення конкретних питань охорони праці, затверджує 

інструкції про їх обов’язки, права та відповідальність за виконання 

покладених на них функцій, а також контролює їх додержання; 

- розробляє за участю сторін колективного договору і реалізує 

комплексні заходи для досягнення встановлених нормативів та підвищення 

існуючого рівня охорони праці; 

- забезпечує виконання необхідних профілактичних заходів 

відповідно до обставин, що змінюються; 

- впроваджує прогресивні технології, досягнення науки і техніки, 

засоби механізації та автоматизації виробництва, вимоги ергономіки, 

позитивний досвід з охорони праці тощо; 

- забезпечує належне утримання будівель і споруд, виробничого 

обладнання та устаткування, моніторинг за їх технічним станом; 

- забезпечує усунення причин, що призводять до нещасних випадків, 

професійних захворювань, та здійснення профілактичних заходів, визначених 

комісіями за підсумками розслідування цих причин; 

- організовує проведення аудиту охорони праці, лабораторних 

досліджень, умов праці, оцінку технічного стану виробничого обладнання та 

устаткування, атестацій робочих місць на відповідність нормативно-

правовим актам з охорони праці в порядку і строки, що визначаються 

законодавством, та за їх підсумками вживає заходів до усунення небезпечних 

і шкідливих для здоров’я  виробничих факторів; 

- розробляє і затверджує положення, інструкції, інші акти з охорони 

праці, що діють у межах підприємства (далі – акти підприємства), та 

встановлюють правила виконання робіт і поведінки працівників на території 

підприємства, у виробничих приміщеннях, на будівельних майданчиках, 

робочих місцях відповідно до нормативно-правових актів з охорони праці, 
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забезпечує безоплатно працівників нормативно-правовими актами та актами 

підприємства з охорони праці; 

- здійснює контроль за додержанням працівником технологічних 

процесів, правил поводження з машинами, механізмами, устаткування та 

іншими засобами виробництва, використанням засобів колективного та 

індивідуального захисту, виконанням робіт відносно до вимог з охорони праці; 

- організовує пропаганду безпечних методів праці та співробітництво 

з працівниками у галузі охорони праці; 

- вживає термінових заходів для допомоги потерпілим, залучає за 

необхідності професійні аварійно-рятувальні формування у разі виникнення 

на підприємстві аварій та нещасних випадків. 

Роботодавець несе безпосередню відповідальність за порушення 

зазначених вимог. 

Схему управління охороною праці на підприємстві збору та 

видобутку газу представлено на мал. 5.2.  

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

 

Pис. 7.1 Схема управління охороною праці 

Найбільш шкідливий вплив має для працівника його необережність та 

необізнаність у поводженні із легкозаймистими речовинами, стиснутими або 

такими, що знаходяться у процесі перекачування по одній із ділянок збору та 

підготовки нафтогазопромислової продукції. Отже до визначальних 

чинників, що можуть спровокувати погіршання здоров‘я обслуговуючого 

персоналу відносять: токсичність перекачуваного продукту, тиск, під яким 
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Головний 

механік 

Відділ 

екології 

Структурні підрозділи  



104 
 

 

працює технологічне обладання, та шум, яке воно створює, а також будь-які 

силові приводи, що приводять у дію аппарати для здійснення процесів збору 

та підготовки нафтопродуктів. 

Найбільш часто працівник чи навіть фахівець нафтогазової галузі має 

справу із закачуванням метанолу, продуванням свердовин, виведенням на 

режим різного технологічного обладнання, або ж навіть простим 

вимірюванням технологічних параметрів потоку, що передбачає роботу із 

замірними діафрагмами, манометричними вентилями чи датчиками процесу. 

До переліку шкідливих і небезпечних виробничих чинників під час збору 

та видобутку газу відносять наступні, представлені в формі таблиці 4.1 [21]. 

Таблиця 7.1- Перелік шкідливих і небезпечних виробничих чинників 

Шкідливі і небезпечні  

виробничі чинники Джерела їх виникнення 

Токсичні речовини : вуглеводні 

метанового ряду, неграничні 

вуглеводні, сірководень в суміші з 

вуглецем, метанол, етанол, ацетон, 

оксид вуглецю, етиленгліколь 

Шлейфи газопроводів, фонтанна 

арматура, блок вхідних ниток 

УКПГ, технологічне обладання 

УКПГ, нитки введення метанолу, 

газопроводи, нафтопроводи тощо 

Шум 

Редукційне обладнання, 

компрессорне обладнання, 

обладнання продувки свердловин 

тощо 

Електрична напруга (380/ 220 В) 

Станції електрохімзахисту, силові 

приводи компресорних та насосних 

станцій, допоміжне промислове 

обланання для освітлення, 

громовідводи 

Вибухо-пожежонебезпечність – 

категорія А 

Майданчики установок збору та 

підготовки газу, компресорні 

станції, розподільчі станції 

 

7.3 Промислова санітарія 

Перелік шкідливих речовин, які зустрічаються під час процесів збору 

та видобутку газу та їх характеристики (токсичність, ГДК, клас небезпеки) 

представлено в таблиці 4.2.[22].  
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   Таблиця 7.2 - Характеристика шкідливих речовин  

Речовина Токсичність ГДК, мг/м3 Клас небезпеки 

Вуглеводні 

метанового ряду 

Діє на центральну 

нервову систему 

300  

у перерахунку на 

вуглець 

4 

Неграничні 

вуглеводні 

Діє на центральну 

нервову систему, 

органи дихання 

100 4 

H2S Діє на центральну 

нервову систему 

10 3 

Сірководень в 

суміші з вуглецем 

Діє на центральну 

нервову систему 

3 3 

Метанол Діє на центральну 

нервову систему 

5 3 

Етанол Діє на центральну 

нервову систему  

1000 4 

Етиленгліколь Діє на центральну 

нервову систему 

10 3 

 

Продовження таблиці 7.2 

Ацетон Діє на центральну 

нервову систему 

200 4 

Аміак Діє на центральну 

нервову систем 

20 4 

Екстралін Діє на центральну 

нервову систем 

3 3 

Оксид вуглецю Діє на органи 

дихання 

20 5 

 

У приміщенні установки комплексної підготовки газу (УКПГ) 

категорія робіт, що виконується, за енергетичними витратами відноситься до 

ІІа [23]. Оптимальні та допустимі параметри мікроклімату виробничого 

приміщення подано в таблиці 4.3. 
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Таблиця 7.3 – Значення оптимальних та допустимих параметрів 

мікроклімату 

Період 

року 

Категорія робіт 

по 

енерговитратах  

Температура, 

оС
 

Відносна 

вологість, % 

Швидкість 

руху повітря, 

м/с 

 

Холодний 

 

Середньої    

важкості,ІІа 

Допустимі 

17 -23 Не більш 75 0,3 

 

Продовження таблиці 7.3 

 

  Оптимальні 

18 - 20 40 – 60 0,2 

 

Теплий 

 

Середньої    

важкості,ІІа 

Допустимі 

17 -23 Не більш 75 0,2 – 0,4 

Оптимальні 

20 - 23 40 -60  0,3 

 

У приміщенні установок збору та підготовки газу підготовки газу, до 

яких також можливо віднести і установки компримування, розподілу газу або 

його тонкої очистки (відповідно ДКС – дотискувальні компресорні станції, 

ПГРС – промислові газорозподільні станції, НТС – низькотемпературної 

сепарації тощо) використовується природна та штучна вентиляція. За 

напрямком руху повітряного потоку штучна вентиляція припливно-витяжна, 

за характером охоплення  приміщення – загально обмінна. За часом дії 

використовується постійно діюча вентиляція. У приміщенні має бути 

передбачено центральне опалювання [24].  

 7.4 Освітлення 

У приміщенні будь-якої установки збору та підготовки газу, чи то із 

свердловин родовища чи із газопроводів газозбірної системи,  розряд зорових 

робіт визначений ІV[25].   

Стан освітлення виробничих, службових і допоміжних приміщень 

регламентується ДБН В 2.5-28-2018 [25].  

Природне освітлення – односторонньо бічне, здійснюється через 

світлові прорізі у зовнішніх стінах, які орієнтовані на північ. Нормативне 

значення коефіцієнта природної освітленості визначаємо за формулою: 
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NнN
mee   %      (7.1) 

 

де ен – нормований коефіцієнт природної освітленості для VІІІ 

розряду зорових робіт;  

mN – коефіцієнт світлового клімату (0,9); 

N  номер групи забезпеченості природним світлом  

 

2 0,1 0,9 0,09 %е          (7.2) 

 

Система штучного освітлення – загально рівномірна. Мінімальне 

значення освітлення для  ІV розряду зорових робіт Еmin = 150 лк. 

Для штучного освітлення у приміщеннях основних об‘єктів 

нафтогазовидобувного компексу, до яких відносять: УКПГ, ДКС, ПГРС, 

АГРС (автоматизовані газорозподільні станціїЩ, ГРС (газорозподільні 

станції – притаманні газотранспортній системі України), ГС (головні 

споруди), НС (насосні станції), ДНС (дотискувальні насосні станції), УЗН 

(установки збору нафти), ГПЗ (газопереробні заводи), УКПН (установки 

комплексної підготовки нафти) використовують люмінесцентні лампи типа 

ЛД 80-2. Характеристика освітлення в приміщенні зображена в таблиці 7.4   

 

 

 

Таблиця 7.4 – Характеристика освітлення 

Найменуван

ня 

приміщення 

Площа 

підлоги 

м
2
 

Розряд 

зорової 

роботи 

Освітлення 

природне штучне 

Вид освітлення 

(бокове, 

верхнє) 

КПО,  

еN, % 

Нормована 

освітленість,  

Еmin, лк 

УКПГ 47 ІV бокове 0,106 150 

 

Штучне освітлення – загальне рівномірне. Передбачено люмінесцентні 

лампи типу ЛДЦ-40-4, Еmin = 150 лк і світильники типу НСП 20. 

Розрахунок штучного освітлення в приміщенні УКПГ  
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Метою розрахунку є визначення кількості світильників і потужності 

ламп, необхідних для забезпечення в приміщенні УКПГ нормованої 

освітленості методом коефіцієнта використання світлового потоку. 

Вихідні дані: Геометричний розмір приміщення 47 м
2
. Лампи 

застосовуються люмінесцентні ЛДЦ-40-4. 

Для розрахунку скористаємося формулою 5.2: 

 

      





nN

zSKE

л
minФ

,     (7.1) 

 

де Фл  дорівнює 1990; 

     Emin- задана нормована освітленість, що дорівнює 150 лк; 

     К- коефіцієнт запасу, що дорівнює 1,5; 

     S- освітлювана площа, що дорівнює  47 м
2
; 

      z- коефіцієнт нормованої освітленості, що дорівнює 1,1; 

      N- число світильників; 

      n- число ламп у світильнику, n = 2; 

     η- коефіцієнт використання світлового потоку в частках одиниці,  що 

дорівнює 0,56. 

З формули 7.3 визначаємо необхідну кількість світильників: 

 

                  





nФ

zSKE

л
N min

,     (7.3) 

 

Індекс приміщення розраховується за формулою 7.4: 

 

                       
)BA(h

BAi



 ,     (7.4) 

 

де A, B, h - довжина, ширина й розрахункова висота (висота підвісу 

світильника над робочою поверхнею) приміщення. 

Визначимо висоту підвісу світильника над робочою поверхнею по 

формулі 7.5: 

                             pсв hhHh 
 ,    (7.5) 

де H- геометрична висота приміщення, що дорівнює 5 м; 

   hсв- звис світильника, що дорівнює 0,1 м; 
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   hp- висота робочої поверхні від рівня підлоги, що дорівнює 1м. 

Висота підвісу світильника над робочою поверхнею за формулою 7.5 

складе:  

h = 5 - 0,1 - 1= 3,9 м 

 

Індекс приміщення за формулою 7.4 складе: 

 

       
     

           
      

Для технічних приміщень на родовищах коефіцієнти відбиття поверхонь 

приміщення стелі – ρп   приймають рівними 50%, стін - ρс рівними 30% і 

розрахункової поверхні підлоги - ρр – 10%. 

Кількість світильників по формулі 7.3 складе: 

 

  
              

           
     світильників 

 

Для раціонального освітлення операторної УКПГ знадобитися 5 

світильників ЛДЦ-40-2. 

До джерел шуму на виробництві відносяться, електродвигуни, насоси, 

технологічне обладнання. Допустимий рівень звукового тиску на робочому місті 

у приміщенні установки комплексної підготовки газу наданий в таблиці 4.5 [25]. 

Таблиця 7.5 - Допустимі рівні звукового тиску та звуку 

Види 

трудової 

діяльності, 

приміщенн

я, робочі 

місця 

Рівні звукового тиску в дБ в октавних смугах зі 

середнєгеометричними частотами, Гц 
Рівні 

шуму та 

еквівален

тні рівні 

звуку 

31,5 63 125 250 500 1000 2000 4000 8000 

Крайні частоти 

в октавних 

смугах, Гц 

22 

45 

45 

90 

90 

180 

180 

360 

360 

720 

720 

1440 

1440 

2880 

2880 

5760 

5760 

11520 

22 – 

11520 

Виконання всіх 

видів робіт в 

виробничих 

приміщеннях і 

на території 

підприємства 

107 95 87 82 78 75 73 71 69 80 
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7.4 Засоби захисту 

Сирий (непідготовлений або видобувний) газ з свердловин поступає 

на перший ступінь сепарації, основним апаратом якої слугує вхідний 

сепаратор (краплевідбійник), в якому від газу відділяється рідинна фракція, 

включаючи нестабільний вуглеводневий конденсат у разі розробки нафтових 

та конденсатних родовищ, що випадає та перерозподіляється або насичує 

газовий потік в стовбурах свердловин та газозбірних мережах. Після першої 

ступені сепарації відсепарований газ поступає в теплообмінник типу «газ-газ 

для рекуперації холоду дроселированого газу, де охолоджується на 10-15ºС 

або більше.  

Охолоджений газ з теплообмінників подають до дроселюючого 

органу, що понижує температуру знижується від -10ºС до -30ºС залежно від 

створеного перепаду тиску. Після дроселюючого пристрою відпрацьований 

газ разом із залишковою рідинною фазою, що конденсується, поступає до 

низькотемпературного сепаратора, де із газорідинного потоку відділяється 

рідинна фаза (водна і вуглеводнева). Очищений від вологи і важких 

вуглеводнів холодний газ подається до рекуперативного теплообміннику для 

створення протитоку з «сирим» газом та охолодження останнього і далі 

поступає в газопровід як товарний продукт.  

В теплообміннику, дроселі і низькотемпературному сепараторі для 

запобігання утворення гідратів використовують інгібітори гідратоутворення 

– метанол, діетилегліколь, триетиленгліколь (як найбільш розповсюджені та 

ефективні). За умови підвищенного вмісту підвищеному вмісті солей в 

газорідинному потоці або під час підготовки нафтового газу для запобігання 

відкладення гідратів в теплообміннику і низькотемпературному сепараторі 

застосовують комплексні інгібітори. У разі фіксування можливості утворення 

корозії в інгібітор вводять і антикорозійні реагенти. 

Волога і вуглеводневий конденсат, що виділяється в сепараторі 

поступають до роздільника, де вуглеводневий конденсат частково 

дегазується шляхом поступового зниження тиску. 

Далі конденсат направляють на установку стабілізації (вивітрювач), 

після якої конденсат нарешті поступає на окрему установку, де відбувається 

його фракціонування, з метою отримання цільового продукту. 

Відпрацьований рідинний розчин прямує на відповідну установку 

регенерації. 
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Технологічні системи, їх окремі елементи, устаткування мають 

необхідні запірні пристрої, засоби регулювання і блокування, що 

забезпечують безпечну експлуатацію. 

Передбачено автоматичні системи регулювання і протиаварійного 

захисту, що запобігають утворенню вибухонебезпечного середовища і інших 

аварійних ситуацій в процесі відхилення від передбачених регламентом 

гранично допустимих параметрів у всіх режимах роботи, що зумовлюють 

безпечну зупинку або переклад процесу в безпечний стан. 

Під час пуску в роботу або зупинки устаткування (апаратів, ділянок 

трубопроводів і т.п.) передбачено заходи щодо запобігання утворення в 

технологічній системі вибухонебезпечних сумішей - продування інертним 

газом.  

На металевих частинах устаткування, які що знаходяться під 

напругою, передбачено видимі елементи для з'єднання захисного заземлення. 

Поряд з цим елементом відображається символ "Заземлення". 

Відкриті частини, що рухаються і обертаються устаткування, 

апаратами, механізмами тощо, мають бути огородженими або закритими в 

кожухах. Таке устаткування оснащено системами блокування з пусковими 

пристроями, що виключають пуск його в роботу при відсутній або відкритій 

огорожі. 

Температура зовнішніх поверхонь устаткування і кожухів 

теплоізоляційних покриттів має не перевищувати температури самозаймання 

найбільш вибухопожежонебезпечного продукту (газокисневої суміші), а в 

місцях, доступних для обслуговуючого персоналу, виключається можливість 

опіків персоналу під час виконання робіт. 

На нагнітальному трубопроводі відцентрових насосів і компресорів 

передбачена установка зворотного клапана для запобігання переміщення 

речовин, що транспортуються, у зворотному напрямі і, за необхідності, 

запобіжного клапана. 

Насоси, що використовують для нагнітання легкозаймистих і 

горючих рідин, оснащуються засобами попереджувальної сигналізації про 

порушення параметрів роботи, що впливають на безпеку. 

Передбачені засоби індивідуального захисту, які використовуються 

на вибухопожежонебезпечних об'єктах. Спецодяг виготовлений з 

термостійких і антистатичних матеріалів. 

Роботи на хімічно небезпечних виробничих об'єктах, пов'язаних з 

освоєнням родовищ, в продукції яких міститься сірководень, інші шкідливі 

речовини, проводяться з використанням ізолюючих дихальних апаратів.  
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7.5 Електробезпека 

Параметри електричної мережі: рід струму – змінний; напруга в 

мережі – 220/380 В; частота – 50 Гц. Режим нейтралі живильної мережі –

трьох фазна чотирьох провідна мережа з заземленою нейтраллю. Клас 

приміщення УКПГ по ступеню небезпеки ураження електричним струмом – 

ІІ (із підвищеною небезпекою) [26]. 

Осередки розподільного пристрою бурових установок, розрахованих 

на напругу 6 кВ, обладнують запірним пристроєм і блокуванням, що 

виключає можливість:  

- проведення операцій з роз'єднатилем при включеному масляному, 

вакуумному, електрогазовому вимикачах або високовольтному контакторі; 

- включення роз'єднатиля при відкритих задніх дверях осередку; 

- відкривання задніх дверей при включеному роз'єднатилі. 

Відстань по горизонталі від крайнього дроту повітряної лінії 

електропередачі напругою 6-10 кВ (при найбільшому його відхиленні) до 

приміщення насосної, побутових і інших споруд бурової установки складає 

не менш 2 м, а для повітряних ліній напругою до 1 кВ - не менш 1,5 м. 

Для забезпечення безпеки людей металеві частини електроустановок, 

корпуси електроустаткування виконані відповідно до вимог [26]. 

Передбачено захисне заземлення.  

Будь-які установки, вибухопожежонебезпечні об'єкти видобутку, 

збору і підготовки газу і газового конденсату, ремонту нафтових та газових 

свердловин мають в наявності переносні світильниками, напругою не більше 

12В у вибухозахищеному виконанні і обладнані захисною сіткою від 

механічних пошкоджень. 

7.6 Пожежна безпека 

По вибухо-пожежонебезпеці приміщення установки збору та 

підготовки нафтогазопромислових прдуктів відносять до категорії А [27]. 

Вогнестійкість будівлі I[29]. Зона класа приміщення 2 [28].  

Електроустаткування (машини, апарати, пристрої), контрольно-

вимірювальні прилади, електричні світильники, засоби блокування, 

телефонні апарати і сигнальні пристрої до них, встановлювані у 

вибухонебезпечних зонах класів 0, 1 і 2 виконані у вибухозахищеному 

виконанні і мають рівень вибухозахисту, що відповідає вимогам, що 

пред'являються [30].  
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7.7 Охорона навколишнього середовища 

Підприємство, що здійснює розробку родовища, повинно розробити та 

погодити з відповідними органами державного нагляду План заходів з 

охорони навколишнього середовища в межах санітарно-захисної зони 

родовища та забезпечення безпечної життєдіяльності населення на прилеглих 

територіях. 

Перед пуском родовища в експлуатацію і під час  подальшої розробки 

щорічно підприємство повинно письмово і через засоби масової інформації 

інформувати землекористувачів в межах контуру родовища та на прилеглих 

територіях про особливості землекористування в межах гірничого відводу 

родовища. 

Обстеження стану підводних переходів через водні перешкоди в межах 

контуру родовища повинно здійснюватись щорічно. Водне дзеркало на 

дюкерних переходах повинно оглядатися щоденно. 

Підприємство, що здійснює розробку родовища, повинно створити 

лабораторію охорони навколишнього середовища, до обов‘язків якої 

входитиме щомісячне інформування про стан навколишнього середовища 

керівництва підприємства, громадськості та відповідних органів державного 

нагляду[31]. 
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 ВИСНОВКИ 

 

На основі виконаної роботи можемо зробити наступні загальні 

висновки. 

1.Подано геолого-промислову характеристику Межигірського газового 

родовища. 

Межигірське газове родовище в адміністративному відношенні 

знаходиться на території Вижницького району Чернівецької області.  

У тектонічному відношенні родовище розміщено в межах південно-

східної частини Більче-Волицької зони (Зовнішньої зони) Передкарпатського 

прогину, в Сторожинецькому блоку.  

Межигірське родовище являє собою два брахіантиклінальні підняття. 

Промислова газоносність пов’язана з відкладами бадену і сармату.  

Структурно-пошукове і розвідувальне буріння на площі родовища 

проводилось у 1993-1997 р.р. 

Газоносність відкладів на площі встановлено і родовище відкрито в 

1993 році свердловинами 1 і 2, із яких отримано газ із баденських 

(тортонських) відкладів. Пробну експлуатацію родовища (відкладів бадену) 

розпочато в 1994 р. свердловинами 1, 2, 3 

2.Виконано оцінку експлуатаційного фонду свердловин. 

У 1995-1996 р.р. в експлуатацію вступили свердловини 10, 17, 2-Слв., 

5-Слв. із розвідувального фонду. 

Безпосередньо на площі родовища пробурено 23 свердловини глибиною 

300-1520 м: 1, 2, 3, 4, 5, 6, 8, 9, 10, 14, 15, 17 , 1, 2, 3, 4, 5, 6-Славецькі, 9, 11, 13, 

14-Стіжків, 3-Косів, із яких 7 переведено для експлуатації газових покладів. В 

експлуатацію із пошуково–розвідувального фонду введено всього 8 

свердловин (1, 2, 3, 10, 17, 2-Слв., 5-Слв., 9-Стж). Після короткочасної 

експлуатації внаслідок виснаження газонасиченого об’єму була ліквідована 

св. 2, тобто в експлуатації на даний час залишилось 7 свердловин. 

Режими роботи усіх свердловин встановлено за умови постійного 

тиску в колекторі (на гирлі) ркол = const через енергетичну виснаженість 

експлуатаційних об’єктів. 

Початкові запаси газу родовища затверджено у 1999 році в кількості 593 

млн м
3
  

У 2014 р. виконано геолого-економічну оцінку запасів газу, які 

підраховано за об’ємним методом і затверджено в ДКЗ в обсязі 90 млн.м
3
. 

Із родовища на даний час відібрано основні запаси газу.  
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Дослідно-промислова розробка відкладів бадену розпочалася в 1994 

році, а з 2010 року почав розроблятися сарматський поклад свердловиною  9-

Стіжківська. 

Газові поклади в кожному із пластів є лінзоподібними. 

3.За даними інтерпретації промислово-геофізичних матеріалів, а також 

за даними випробування і експлуатації свердловин у продуктивному розрізі 

бадену виділено 6 газоносних пластів (горизонтів), яким присвоєно умовні 

номери В-1, В-3, В-4, В-5, В-6, В-7 (зверху вниз). З пластами пов’язані 

невитримані по площі прошарки пісковиків. Газові поклади цих пластів є 

лінзоподібними, літологічно і частково тектонічно обмеженими. 

У сарматських відкладах виділяється декілька невеликих газових 

покладів. 

Ці поклади отримали назву пласт S-3, пласт S-2 і пласт S-1 

відповідно. Усі ці поклади, очевидно, є літологічно обмеженими, 

підстиляються водою. ГВК встановлюється по нижніх отворах перфорації на 

відмітках для лінзи 3с   +188м, для лінзи 2с   +225м, для лінзи 1с  +256м. 

4.Проаналізовано фізико-хімічну характеристику газу.Газ метановий, 

сухий. Вміст метану 80,04-98,17% за об’ємом, етану 0,031-0,795%, азоту 1,5-

9,9% і вуглекислого газу 0,014-1,65%. Відносна густина газу становить 0,55-

0,613. Нижча теплотворна здатність газу 7493-8164 ккал/м
3
.  

У проекті дорозробки Межигірського газового родовища за 2010 р. 

встановлено лінзоподібний характер покладів. У ГЕО 2014 р. з деякими 

уточненнями прийнято таку ж лінзоподібну модель покладів з деякими 

уточненнями. 

Вслід за цією роботою приймаємо таку ж лінзоподібну модель і також 

вважаємо, що на даному етапі вивчення Межигірського родовища в межах 

площі розташування свердловин 11-Стж., 1, 6, 5-Слв., 3-Слв., 14, 8 трудно 

прогнозувати наявність додаткових, недренованих запасів газу. Пошукове 

буріння в цьому районі ускладнюється розміщенням на території родовища 

населених пунктів. 

Найбільш продуктивним у даний час є поклад пласта S-1 (свердловина 

9-Стж.) сарматських відкладів (3,6 тис. м
3
/добу), а відтак малопродуктивним 

є поклад пласта B-6 (свердловини 3 і 10) баденських відкладів 

(0,66 тис. м
3
/добу) і поклад 4-го пласта (свердловини 2-Слв., 5-Слв., 17) 

баденських відкладів (0,3 тис. м
3
/добу). 

Інші поклади (пластів В-3 і В-1) після короткочасної експлуатації 

вичерпалися, а поклад В-7 пласта практично вичерпано. 
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7.Проведено співставлення проектних і фактичних показників 

розробки родовища за попередній період. Відмічається значна розбіжність 

проектних і фактичних показників як по річних і накопичених видобутках 

газу (за станом на кінець 2015 р., коли вважалось, що розробка родовища 

завершиться, фактичні показники перевищують проектні відповідно в 7,1 і 

1,1 раз), так і по кількості діючих свердловин (аналогічно в 7 раз), що можна 

пояснити складністю геологічної будови родовища і невідповідністю раніше 

підрахованих та фактичних запасів газу. 

Фактична кількість свердловин була рівною 6 (протягом 

2003-2009 р.р.), а відтак по сьогоднішній час – рівною 7. 

За станом на 01.01.2019 р. із родовища видобуто 73256,284 тис. м
3
 газу, 

що становить 80,28% від запасів газу, підрахованих за об’ємним методом у 

роботі 2014 р. [2] і затверджених в ДКЗ [3]. 

Накопичений відбір газу із родовища зростає протягом 1994-2018 років 

практично по прямій лінії, сягнувши на кінець 2018 р. 73,26 млн. м
3
, а річні 

відбори газу практично стабілізувалися на рівні 2,6 тис. м
3
, що свідчить про 

певні потенційні можливості подальшого видобутку газу із родовища в 

цілому. 

У розробці знаходилося 6 покладів (пласти В-7, В-6, В-4, В-5,  В-3, В-1) 

верхньобаденських відкладів і один (пласт S-1) із трьох покладів (пласти S-1, 

S-2, S-3) сарматських відкладів.   

Поклад В-7 пласта є практично виснаженим (його виснаженість на 

фоні розробки інших покладів свідчить про лінзоподібну будову родовища). 

Повністю виснажилися поклади пластів В-3 (ліквідована свердловина 

2) і В-1 (переведена на поклад пласта В-7 свердловина 1). 

Поклади S-2 і S-3 через малу величину запасів не розроблялися, їх 

планується залучити в даній роботі. 

8.Проведено обґрунтування розрахункової моделі, методики 

прогнозних розрахунків та технологічних режимів роботи свердловин. 

9.Виконано розрахунки показників розробки Межигірського газового 

родовища на перспективу за трьома варіантами.  

Прогнозування видобутку газу по продуктивних горизонтах проведено 

за характеристикою витіснення, яку обґрунтовано ще у свій час 

Л.С. Лейбензоном.  

На основі цього проведено прогнозування накопиченого видобутку 

газу, а відтак і річного, за відомих запасів газу. Накопичений відбір газу в 

часі є інтегральною функцією, яка в меншій мірі піддається флуктуаціям, ніж 

поточний відбір. 
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Прогнозування поточних і накопичених відборів газу на перспективу 

проведено за відповідних залежностей  tQ  і  tQг  за знайдених на основі 

фактичних накопичених відборів емпіричних коефіцієнтів α і k. 

Згідно з базовим варіантом розробка усіх продуктивних пластів (пласт 

В-7, пласт В-6 (разом з В-4), пласт В-5 та пласт S-1) продовжується тільки 

існуючим фондом видобувних свердловин, які є на даному пласті. 

Коефіцієнт експлуатації свердловин взято рівним 0,96, середнім за 

останні роки. 

Технологічні і економічні розрахунки узгоджували між собою за 

чистою теперішньою вартістю і відповідно до цього результати 

технологічних розрахунків показано тільки для економічно вигідного періоду 

розробки. 

Згідно з другим розрахунковим варіантом розробка продуктивних 

пластів В-7, В-6, В-5 та В-4 продовжується існуючим фондом видобувних 

свердловин, які є на даному пласті, а пласт S-1 з 2021 року додатково 

розроблятиметься новою оціночно-експлуатаційною свердловиною  1П-

Стіжків, у якій також приєднуємо пласти S-2 і S-3, котрі з причин малих 

запасів поки-що не розробляються. 

Згідно з третім розрахунковим варіантом розробка продуктивних 

пластів В-7, В-6, В-5 та В-4 продовжується існуючим фондом видобувних 

свердловин, які є на даному пласті. Окрім того пласт S-1 з 2021 року 

додатково розроблятиметься новою оціночно-експлуатаційною 

свердловиною  1П-Стіжків (як і за другим варіантом), а з 2022 року 

додатково в разі позитивних результатів по свердловині  1П-Стіжків буде ще 

введено дві нові свердловини  2П-Стіжків та  3П-Стіжків. В усіх трьох 

проектних свердловинах також приєднуємо пласти S-2 та S-3. 

10.Запропоновано розміщення проектних свердловин. 

Проектні свердловини для розробки сарматських покладів розміщаємо 

так:  

а) 1-П-Стж – вздовж поздовжньої (більшої) осі структури в південно-

східному напрямі (до умовної лінії, яка з’єднує свердловини 1 і 9) на відстані 

400 м від свердловини 9-Стіжків; 

б) 2-П-Стж – вздовж поздовжньої (більшої) осі структури в північно-

західному напрямку на відстані 400 м від свердловини 9-Стіжків; 

в) 3-П-Стж – вздовж короткої осі структури, проведеної через 

свердловину 9-Стіжків перпендикулярно до умовної лінії, яка зєднує 

свердловини 1-П-Стж і 2-П-Стж, на відстані 200 м від свердловини 

9-Стіжків. 
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Свердловини 2-П-Стж і 3-П-Стж закладаємо у випадку позитивного 

результату, отриманого по свердловині 1-П-Стж. 

Свердловини 1-П-Стж, 2-П-Стж і 3-П-Стж слід пробурити з глибиною 

300 м. 

Свердловини під’єднуються до ПОЗ окремими шлейфами з умовним 

діаметром 76×5 мм і довжиною кожний в середньому 1000 м (залежно від 

забудови місцевості). 

11.Розроблено питання підготовки і транспортування газу, а також 

питання охорони надр і довкілля.  

12.Подано рекомендації з контролю за розробкою. 

13.Проведено обґрунтування техніко-економічної ефективності 

розробки Межигірського газового родовища до 2030 року. Розрахунок 

економічних показників виконувався на основі технологічних показників 

варіантів розробки.  

Основними показниками ефективності розробки родовища є 

“дисконтований грошовий потік”, собівартість товарної продукції, її 

рентабельність. Дисконтований грошовий потік враховує фактор часу і 

визначається як різниця між вартістю реалізації продукції та витратами 

(капітальними та експлуатаційними, без амортизації), з урахуванням усіх 

податків, платежів до бюджету. 

Оцінка економічної ефективності розробки родовища грунтується на 

співставленні доходу від реалізації газу з витратами для отримання цього 

доходу. Економічну оцінку запасів родовища виконано за нормативами 

податків і платежів, що діють відповідно до законодавства України у 2019р.  

Економічні показники дорозробки Межигірського газового родовища 

розраховано за трьома варіантами: перший (базовий), коли дорозробка 

родовища ведеться існуючим фондом свердловин, другий – із підключенням 

однієї додаткової свердловини, третій – із бурінням та підключенням трьох 

додаткових свердловин, однієї в 2021р. та залежних двох у 2022р. 

За результатами виконаних економічних розрахунків можна зробити 

висновок що, розробка родовища як за  другим варіантом,так і за третім 

варіантом є доцільною та економічно вигідною. При цьому кращий 

економічний ефект досягається при розробці родовища саме за третім 

варіантом, при якому за економічно вигідний період вилучаються 

максимальні обсяги природного газу – 22.19 млн. м
3
 газу сумарного 

видобутку за коротший час, ведеться максимально інтенсивний відбір газу із 

родовища в кінцевій стадії розробки. Дорозробка родовища за цей період 

дозволить видобувному підприємству отримати 2584 тис. грн. чистого 
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дисконтованого доходу, доходи держави (податки та відрахування до 

бюджету) за період економічно ефективної розробки по цьому варіанту 

розробки також є більшими. 

Для подальшої розробки родовища рекомендуємо третій 

розрахунковий варіант. 
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