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Polska. Polskie Górnictwo Naftowe
i Gazownictwo postanowi³o zainwesto-
waæ na rynku azjatyckim i pozyska³o
25% udzia³ów w bloku koncesyjnym
Musakhel w œrodkowej czêœci Pakistanu.
Blok ten, o powierzchni 2176 km2, znaj-
duje siê w pó³nocno-wschodniej czêœci
Belud¿ystanu. Na podstawie danych o z³o-
¿ach odkrytych w s¹siedztwie tego bloku

PGNiG wstêpnie szacuje, ¿e mo¿e on zawieraæ ok. 16 mld m3

wydobywalnych zasobów gazu ziemnego. Dodatkowe
informacje na temat potencja³u z³o¿owego bloku Musakhel
spó³ka uzyska dziêki badaniom sejsmicznym, których roz-
poczêcie zaplanowano na 2022 r. Analiza pozyskanych
danych bêdzie równie¿ punktem wyjœcia do zaprojektowa-
nia prac wiertniczych. Partnerami w tym przedsiêwziêciu
s¹ spó³ki Pakistan Petroleum Ltd., która jest operatorem
koncesji (37,2% udzia³ów) i wspó³pracuje z PGNiG od kil-
kunastu lat, oraz Oil & Gas Development Company Ltd.
(35,3%) i Government Holdings Pvt. Ltd. (2,5%).

Obecnie PGNiG swoj¹ dzia³alnoœæ poszukiwaw-
czo-wydobywcz¹ w Pakistanie koncentruje na koncesji
Kirthar w prowincji Sindh, gdzie eksploatuje dwa z³o¿a
– Rehman i Rizq. Z pierwszego z nich od 2015 r. samo-
dzielnie wydobywa gaz ziemny. W ubieg³ym roku PGNiG
pozyska³o w Pakistanie prawie 300 mln m3 gazu ziemnego,
w stosunku do 2019 r., kiedy wydoby³o ok. 190 mln m3,
nast¹pi³ pod tym wzglêdem wzrost o ponad 50%. Od roz-
poczêcia prac na obszarze koncesji Kirthar do odkrycia
z³o¿a Rehman minê³y 4 lata, natomiast do rozpoczêcia
wydobycia lat 8. Zapowiadany okres zagospodarowania
bloku Musakhel ma byæ krótszy. Warto jednak wspomnieæ
o niekorzystnym czynniku geograficzno-politycznym, który
mo¿e wp³yn¹æ na tok prac. Wczeœniej zagospodarowana
koncesja Kirthar znajduje siê na w miarê bezpiecznym
po³udniu kraju, niedaleko portu w Karaczi, o który skrzêtnie
dbaj¹ Chiny, natomiast blok Musakhel le¿y w pobli¿u grani-
cy z Afganistanem, który jest kontrolowany jedynie przez
lokalne w³adze. Wprawdzie nie jest to region tak konflikto-
wy, jak linia Kabul–Islamabad–Kaszmir–Himachal Prade-
sh, ale prace terenowe bêd¹ tam wymaga³y szczególnej
ostro¿noœci, zw³aszcza w zwi¹zku z wycofywaniem z tego
rejonu wojsk amerykañskich.

Zdecydowanie bezpieczniejszym obszarem jest emirat
Ras al-Chajma, le¿¹cy w pó³nocnej czêœci Zjednoczonych
Emiratów Arabskich, nieopodal cieœniny Ormuz i omañ-
skiej enklawy Muhafazatu Masandam. Koncesja PGNiG
w Ras al-Chajma obejmuje poszukiwanie, rozpoznawanie
i wydobywanie wêglowodorów na obszarze o powierzchni
619 km2. Prace poszukiwawcze maj¹ przebiegaæ w trzech

okresach 2-letnich, z mo¿liwoœci¹ przed³u¿enia, natomiast
wydobycie zaplanowano na 30 lat. Spó³ka rozpoczê³a
obecnie przygotowania do analizy badañ sejsmicznych
przeprowadzonych przez Geofizykê Toruñ. Na dalszym
etapie prac zamierza wykonaæ odwiert o g³êbokoœci ok.
3500 m, w celu okreœlenia potencja³u wydobywczego
obszaru. Pocz¹tek wiercenia zaplanowano na III kwar-
ta³ 2022 r. Podstaw¹ prowadzonych prac jest umowa
typu Exploration and Production Sharing Agreement
(EPSA), podpisana przez PGNiG z Ras Al Khaimah Petro-
leum Authority i RAK Gas LLC w styczniu 2019 r. W emi-
racie Ras al-Chajma utworzono oddzia³ PGNiG, który ju¿
w kwietniu 2019 r. uzyska³ licencjê na prowadzenie
dzia³alnoœci. Akwizycjê danych sejsmicznych na potrzeby
zdjêcia 3D zakoñczono w maju 2020 r.

PGNiG informuje tak¿e o sukcesach na polu rewitali-
zacji polskich z³ó¿. Prace wiertnicze przeprowadzone w
obszarach z³ó¿ Przemyœl, Mirocin i Kulno umo¿liwi³y udo-
stêpnienie nieeksploatowanych do tej pory struktur gazonoœ-
nych. Po odwierceniu w pierwszych miesi¹cach bie¿¹cego
roku czterech dodatkowych odwiertów uzyskano prze-
mys³owe iloœci wysokometanowego gazu ziemnego i dopi-
sano do portfolio 50 mln m3 gazu rocznie. Zdaniem zarz¹du
firmy, efekty tegorocznych prac w po³udniowo-wschodniej
Polsce potwierdzaj¹ wci¹¿ du¿y potencja³ wydobywczy
tego regionu, a Podkarpacie pozostanie jednym z prioryte-
towych obszarów dzia³alnoœci poszukiwawczej i wydo-
bywczej spó³ki w kolejnych latach.

Ciekawie rozwijaj¹ siê w Polsce segmenty sprzeda¿y
gazu ziemnego w formie sprê¿onej (CNG) i skroplonej
(LNG). PGNiG w pierwszym kwartale 2021 r. zanotowa³
wzrost sprzeda¿y CNG o 30%, a LNG o 100%, co mo¿e
œwiadczyæ o stopniowym przeprowadzaniu transforma-
cji energetycznej w naszym kraju. Ponadto PGNiG wraz
z Orlenem chce aktywnie rozwijaæ sektor biometanu (vide
nowo podpisany list intencyjny, zak³adaj¹cy wzmocnienie
wspó³pracy w zakresie rozwoju odnawialnych Ÿróde³ ener-
gii) i zwiêkszaæ pozyskiwanie energii ze Ÿróde³ odnawial-
nych, a po 2026 r. przeznaczyæ dodatkowe œrodki na
geotermiê i magazynowanie wodoru. W zwi¹zku z tym
wydaje siê, ¿e z umiarkowanym optymizmem mo¿na spo-
gl¹daæ na d¹¿enia spó³ki do spe³nienia oczekiwañ Unii
Europejskiej odnoœnie redukcji emisji.

Na pocz¹tku maja PKN Orlen z³o¿y³ wniosek do preze-
sa Urzêdu Ochrony Konkurencji i Konsumentów o zgodê
na przejêcie PGNiG. Kilka dni póŸniej Ministerstwo Akty-
wów Pañstwowych, Orlen, PGNiG i Lotos potwierdzi³y
strukturê po³¹czenia spó³ek. W transakcji zosta³a zagwa-
rantowana wiod¹ca rola PKN Orlen. Zgodnie z treœci¹
komunikatu prasowego: podpisana czterostronna umowa
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przewiduje formu³ê po³¹czenia gwarantuj¹c¹ stabiln¹ kon-
dycjê finansow¹ nowej, silnej firmy i uwzglêdnia potrzeby
akcjonariuszy wszystkich spó³ek, w tym mniejszoœciowych.
W wyniku po³¹czenia powstanie grupa o ³¹cznych rocznych
przychodach na poziomie ok. 200 mld z³ i ³¹cznym zró¿-
nicowanym zysku operacyjnym EBITDA szacowanym na
ok. 20 mld z³. Warto zaznaczyæ, ¿e sam Orlen zakoñczy³
pierwszy kwarta³ 2021 r. z zyskiem operacyjnym EBITDA
na poziomie 2,4 mld z³ i osi¹gn¹³ ok. 1,9 mld z³ zysku netto.
Wygl¹da na to, ¿e procesy przejêæ s¹ na œcie¿ce do szybkiej
realizacji i ju¿ nikt nie zatrzyma pêdz¹cej lawiny konsoli-
dacji.

Orlen i Energa intensyfikuj¹ wspólne dzia³ania, aby
zrealizowaæ umowê inwestycyjn¹ w sprawie bloku gazowe-
go w Ostro³êce, któr¹ zawar³y z PGNiG w grudniu 2020 r.
Firmy otrzyma³y zgodê UOKiK na utworzenie spó³ki
CCGT Ostro³êka, której zadaniem bêdzie budowa w Elek-
trowni Ostro³êka C bloku energetycznego zasilanego pali-
wem gazowym. Spó³ka ta bêdzie odpowiedzialna m.in. za
prowadzenie czynnoœci administracyjnych, nadzór mery-
toryczny i organizacyjny oraz wszelkie ustalenia z PGNiG
dotycz¹ce finansowania realizowanego projektu. W zwi¹zku
postêpuj¹c¹ transformacj¹ energetyczn¹ zrezygnowano z re-
alizacji pierwotnego planu budowy kolejnego bloku
wêglowego w Elektrowni Ostro³êka. Projekt wpisuje siê w
Politykê Energetyczn¹ Polski do roku 2040 i przyczyni siê
do zmniejszenia emisji CO2 do atmosfery.

PKN Orlen stawia na nowoczesne technologie, inwe-
stuj¹c w P³ocku. W ramach programu rozwoju petrochemii
otworzono nowoczesne Centrum Badawczo-Rozwojowe,
które stanie siê motorem wzrostu innowacyjnoœci ca³ej Gru-
py Orlen – wraz z nowo przejmowanymi spó³kami. W naj-
bli¿szych latach inwestycje maj¹ obj¹æ przede wszystkim
takie sektory dzia³alnoœci firmy, jak nowa mobilnoœæ,
wodór, recykling, badania i rozwój oraz cyfryzacja. Ponad-
to Orlen poinformowa³ o inwestycji w rozbudowê Kom-
pleksu Olefin w Zak³adzie Produkcyjnym w P³ocku. Do
budowy Kompleksu Olefin III maj¹ byæ zastosowane naj-
nowsze technologie, które umo¿liwi¹ m.in. wzrost efek-
tywnoœci energetycznej w trakcie wytwarzania produktów
petrochemicznych, w tym redukcjê o 30% emisji CO2.
Zakoñczenie inwestycji jest planowane na pierwszy kwar-
ta³ 2024 r., a uruchomienie produkcji na pocz¹tek 2025 r.
Powierzchnia Kompleksu Olefin wyniesie prawie 100 ha,
a inwestycja ta przyczyni siê do wzrostu zysku EBITDA
spó³ki o ok. 1 mld z³ rocznie.

W maju do rafinerii Grupy Lotos dotar³a pierwsza w
historii dostawa (ok. 125 tys. t) nigeryjskiej ropy naftowej
Forcados. Rynek afrykañski to kolejna œcie¿ka dywersyfi-
kacji dostaw czarnego z³ota do Polski. Nigeria jest krajem
zrzeszonym w OPEC, o najwiêkszym obecnie wydobyciu
tego surowca w Afryce. Z³o¿a ropy naftowej s¹ usytuowa-
ne w delcie Nigru, sk¹d jest ona transportowana ruro-
ci¹giem Trans Forcados do morskiego terminalu o tej
samej nazwie. Œredni dobowy uzysk ropy ze z³o¿a Forca-
dos wynosi ok. 40 tys. m3 (250 tys. bbl). Wed³ug informacji
Lotosu, Forcados jest rop¹ parafinowo-naftenow¹, charak-
teryzuje siê œredni¹ gêstoœci¹, nisk¹ zawartoœci¹ siarki,
azotu, metali i asfaltenów. Jest bogata we frakcje napêdo-
we, a uboga w pozosta³oœæ pró¿niow¹. Dziêki temu mo¿na
bêdzie z niej wytworzyæ wiêcej produktów wysokomar¿o-
wych. Co istotne, surowiec ten jest w pe³ni mieszalny z wiêk-
szoœci¹ przerabianych przez rafineriê Lotosu odmian ropy
naftowej, w tym z rosyjsk¹ rop¹ REBCO (Russian Export
Blend Crude Oil). Obecnie rafineria Lotosu w Gdañsku

magazynuje i przerabia 13 innych gatunków ropy naftowej
ni¿ rosyjska. Ich udzia³ w zakupach w pierwszych czterech
miesi¹cach br. to blisko 20%.

Postêpuj¹ prace zwi¹zane z budow¹ gazoci¹gu Baltic
Pipe. Jak poinformowa³ Gaz-system, w fazie budowy znaj-
duje siê zarówno czêœæ l¹dowa, jak i morska. Latem tego
roku trzy specjalistyczne jednostki morskie rozpoczn¹
uk³adanie ok. 274 km gazoci¹gu na dnie Morza Ba³tyckie-
go. Obecnie na pok³adach tych statków trwaj¹ ostatnie
przygotowania przed wyp³yniêciem z portu i rozpoczêciem
uk³adania rur. Osi¹gniêto równie¿ istotne porozumienia
o wspó³pracy z organizacjami rybackimi oraz armatorami
jednostek rybackich, co umo¿liwi skuteczn¹ realizacjê tej
inwestycji, kluczowej dla bezpieczeñstwa energetycznego
Polski, bez protestów rybaków.

Polskie firmy energetyczne doskonale poradzi³y sobie
w rankingu najcenniejszych polskich marek, który od
2003 r. przygotowuje Rzeczpospolita. Zdaniem redaktorów
tego serwisu prasowego na pierwszym miejscu plasuje siê
PKN Orlen, a podium zamyka PGNiG. Pomiêdzy te dwie,
planuj¹ce konsolidacjê, firmy naftowe, wdar³a siê jedynie
sieæ sklepów Biedronka.

Transformacja Big Oil. Udokumentowane zasoby
ropy naftowej i gazu ziemnego, nale¿¹ce do grupy najwiêk-
szych œwiatowych koncernów naftowych, okreœlanych
jako Big Oil (ExxonMobil, BP, Shell, Chevron, Total i Eni),
malej¹, poniewa¿, zdaniem analityków Rystad Energy, nie
s¹ one w pe³ni zastêpowane przez nowe odkrycia. Firmy te
straci³y w zesz³ym roku ok. 15% swoich zasobów, a je¿eli
nie odkryj¹ szybko nowych z³ó¿, pozosta³e wyczerpi¹ siê
za mniej ni¿ 15 lat. Kurcz¹ce siê zasoby wydobywalne
ropy naftowej mog¹ utrudniaæ utrzymanie przez Big Oil
stabilnego poziomu produkcji w nadchodz¹cych latach,
a to mog³oby zmniejszyæ jej dochody (nawet pomimo
odbudowania cen na rynkach œwiatowych), oraz zagro-
zi³oby finansowaniu planów transformacji energetycznej.

W 2020 r. zasoby wydobywalne Big Oil zmniejszy³y
siê o 13 mld boe. W pierwszym kwartale br. odkrycia przy-
nios³y jedynie 1,2 mld boe nowych zasobów (najmniej od
7 lat), a wiele perspektywicznych projektów zawiod³o.
Rystad Energy przekaza³o, ¿e: Zdolnoœæ Big Oil do genero-
wania przysz³ych przychodów nadal bêdzie zale¿eæ od iloœ-
ci ropy naftowej i gazu ziemnego, którymi dysponuj¹ firmy
na sprzeda¿. Jeœli rezerwy nie bêd¹ wystarczaj¹co wysokie,
aby utrzymaæ poziom produkcji, firmom trudno bêdzie
finansowaæ kosztowne projekty transformacji energetycz-
nej, co spowoduje spowolnienie ich planów dotycz¹cych
czystej energii.

Najwiêkszy ubytek zasobów zanotowa³ ExxonMobil
(30% wzglêdem 2019 r.) – potwierdzone zasoby wêglowo-
dorów tego koncernu skurczy³y siê w 2020 r. o 7 mld boe.
Na przyk³ad rezerwy wêglowodorów w kanadyjskich pias-
kach bitumicznych po zaktualizowaniu danych wynosz¹
ju¿ tylko 0,9 mld boe zamiast 4,8 – jak wczeœniej, a zasoby
w amerykañskich ³upkach skurczy³y siê o 1 mld boe. Udo-
kumentowane rezerwy gazu ziemnego ExxonMobil
zmniejszy³y siê w zesz³ym roku o ponad 250 bln m3,
g³ównie w USA.

Niewiele lepiej radzi³ sobie Shell, który odnotowa³, ¿e
jego potwierdzone zasoby uszczupli³y siê w zesz³ym roku
o 20%, do 9 mld boe. Jedna trzecia tej redukcji dotyczy
zasobów wêglowodorów ciek³ych, na co wp³ynê³o fiasko
projektów amerykañskich i po³udniowoamerykañskich
oraz brak nowych odkryæ; a dwie trzecie odnosz¹ siê do
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rezerw gazu ziemnego, z których np. uby³o 600 mln boe po
korekcie projektów australijskich.

Total i Eni uniknê³y znacz¹cych strat, natomiast
Chevron zatuszowa³ je akwizycj¹ Noble Energy. Bior¹c
pod uwagê dane z prac wydobywczych i rozpoznawczych,
pozycja spó³ek Big Oil jest znacznie s³absza ni¿ w poprzed-
nich latach i pró¿no szukaæ nadziei na szybkie odwrócenie
niekorzystnego trendu.

Pakistan. Pañstwowa spó³ka Oil & Gas Development
Company, odpowiedzialna za podpisywanie umów z pod-
miotami zagranicznymi, prowadzi tak¿e samodzielnie
zaawansowane prace na wielu obszarach kraju. W maju
2021 r. koncern ten pochwali³ siê, ¿e odkry³ nowe z³o¿e
wêglowodorów w obszarze koncesji Jandran w prowincji
Belud¿ystan. Odwiert Jandran X-04 wykonano do g³êbo-
koœci 1200 m, a jego celem by³a górnokredowa formacja
Parh, charakteryzuj¹ca siê wystêpowaniem mi¹¿szych
warstw wapieni (0,3–1 m), prze³awiconych wk³adkami
margli zdeponowanych w œrodowisku p³ytkiego szelfu. Na
podstawie obiecuj¹cych danych geofizycznych firma
postanowi³a przeprowadziæ testy wydobywcze w le¿¹cej
powy¿ej formacji Mughal Kot, sk³adaj¹cej siê z piaskow-
ców kwarcowych prze³awiconych marglami i mu³owcami.
Uzyskano dzienny przyp³yw ponad 200 tys. m3 gazu ziem-
nego i ok. 80 l ropy naftowej. Firma uzna³a to za znacz¹cy
sukces wydobywczy, bêd¹cy skutkiem agresywnej strate-
gii eksploracyjnej.

Norwegia. Norweska spó³ka zale¿na firmy Wintershall
Dea obwieœci³a odkrycie znacznej iloœci gazu ziemnego,
kondensatu i ropy naftowej w z³o¿u Dvalin North w
obszarze Haltenbanken na Morzu Norweskim, jedno-
czeœnie informuj¹c o planowanym powi¹zaniu jego eks-
ploatacji z polem Dvalin. Odwiert 6507/4-2S, wykonany
z platformy Deepsea Aberdeen, znajduje siê w odleg³oœci
12 km na pó³noc od pola Dvalin i 65 km na pó³noc od pola
Maria. G³ównym celem poszukiwañ by³a ropa naftowa w
ska³ach zbiornikowych œrodkowojurajskiej formacji Garn,
a podrzêdnym ropa naftowa w dwóch poziomach litostra-
tygraficznych póŸnej kredy, w formacjach Lysing i Lange.
Wiercenie zakoñczono we wczesnotriasowej formacji Ror,
na g³êbokoœci 4398 m. W formacji Garn natrafiono na
kolumnê gazu ziemnego o d³ugoœci 85 m, z której ok. 60 m
wystêpuje w piaskowcach o œredniej lub z³ej jakoœci
z³o¿owej. Nie stwierdzono kontaktu gaz–woda, a wstêpne
szacunki odkrycia wynosz¹ 5–11 mln boe gotowych do
wydobycia. W górnej czêœci formacji Lysing odkryto 33-met-
row¹ kolumnê kondensatu gazowego, w tym ok. 15 m pias-
kowców o w³aœciwoœciach z³o¿owych od umiarkowanych
do dobrych. Kontakt gaz–woda potwierdzono na g³êboko-
œci 2883 m, a wstêpne wyliczenia œwiadcz¹ o mo¿liwoœci
odzyskania 3–5 mln boe. W formacji Lange rozpoznano
cztery roponoœne interwa³y piaskowców – w dwóch
górnych kolumny gazu mia³y d³ugoœæ 24 i 48 m, nato-
miast w dolnych – 23 i 19 m. Nie stwierdzono kontaktu
oleju z wod¹. Wydobywalne zasoby z³o¿a wstêpnie osza-
cowano na 3–9 mln boe. W czasie, gdy dla Dvalin North
bêdzie tworzony projekt eksploatacji, Wintershall Dea
Norge planuje oceniæ pobliskie odkrycie Bergknapp,
dokonane w 2020 r.

Gujana. Powoli przyzwyczajamy siê do buduj¹cych
komunikatów p³yn¹cych przez Atlantyk z Gujany i Surina-
mu. Tym razem ExxonMobil przypomnia³ o bloku Stabroek,

gdzie za spraw¹ odkrycia dokonanego w otworze Uaru-2
do szacowanych zasobów wydobywalnych brutto doda³
ponad 9 mld boe. Otwór ten odwiercono na wodach o g³ê-
bokoœci 1725 m, w odleg³oœci ok. 11 km na po³udnie od
otworu Uaru-1, w którym rozpoznano z³o¿e wêglowodo-
rów. W Uaru-2 natrafiono na wysokiej jakoœci zbiornik
roponoœny o mi¹¿szoœci 37 m i odkryto perspektywiczne
utwory poni¿ej interwa³ów zidentyfikowanych w Uaru-1.
Wyniki planowanych prac maj¹ sprecyzowaæ potencja³
wydobywczy z³o¿a, a tak¿e, jak podkreœli³ dzia³ eksplora-
cji i nowych przedsiêwziêæ ExxonMobil, nadal rozwijaæ
projekty udostêpniaj¹ce morskie zasoby Gujany. Oprócz
z³ó¿ Yellowtail czy Redtail szczególnie ciekawie zapowia-
da siê zaplanowany na przysz³y rok program Liza Phase 2,
do którego ExxonMobil zakontraktowa³ statek o dziennej
zdolnoœci produkcyjnej do 220 tys. bbl ropy naftowej.

Rozwój projektów wydobywczych po pandemii. Po
przestoju spowodowanym pandemi¹ w wielu miejscach na
œwiecie wznowiono wydobycie wêglowodorów. Total roz-
pocz¹³ zagospodarowanie z³o¿a Zinia Phase 2 w bloku 17
w Angoli, w odleg³oœci ok. 150 km od wybrze¿a, na
wodach o g³êbokoœci 600–1200 m. Projekt obejmuje
wykonanie dziewiêciu odwiertów i oczekuje siê, ¿e ju¿ w
po³owie 2022 r. mo¿na bêdzie pozyskiwaæ z nich 40 tys.
bary³ek ropy naftowej dziennie. Zasoby z³o¿a szacuje siê
na 65 mln bbl. Partnerami koncernu Total (38% udzia³ów w
bloku) s¹ Equinor (22,16%), ExxonMobil (19%), BP
Exploration Angola Ltd. (15,84%) i Sonangol P&P (5%).

Eni rozpoczê³a wydobywaæ gaz ziemny ze z³o¿a Mera-
kes w bloku East Sepinggan, w cieœninie Makassar na
wschodnim wybrze¿u Kalimantanu w Indonezji. S¹ to
g³êbinowe z³o¿a gazu w basenie Kutei, na wodach o g³êbo-
koœci ok. 1500 m. Piêæ odwiertów gwarantuje dzienne
wydobycie na poziomie 85 000 boe. Eksploatacja tego
z³o¿a przyczyni siê do przed³u¿enia ¿ywotnoœci instalacji
LNG Bontang, która dostarcza skroplony gaz ziemny na
rynki krajowe i zagraniczne. Partnerami Eni (65% udzia-
³ów) s¹ Neptune Energy East Sepinggan BV (20%) i PT
Pertamina Hulu Energi (15%).

BP zaczê³o pozyskiwaæ gaz ziemny z morskiego z³o¿a
Raven w Egipcie, w ramach realizacji brytyjsko-egipskie-
go projektu Delta Zachodniego Nilu. Inwestycja ta, warta
9 mld dolarów, obejmuje piêæ pól gazowych w pó³nocnej
Aleksandrii i zachodniej czêœci Morza Œródziemnego. W mar-
cu 2017 r., w ramach ukoñczenia pierwszej z trzech faz prac,
rozpoczêto eksploatacjê z³o¿a Taurus–Libra, a w lutym
2019 r., w ramach drugiej fazy, z³o¿a Giza–Fajum. W sumie
projekt obejmuje 25 odwiertów i trzy dalekosiê¿ne, pod-
morskie gazoci¹gi, ³¹cz¹ce z³o¿a z l¹dem. Ca³y wydobyty
gaz ziemny trafia do egipskiej sieci gazoci¹gów. Obecnie
ze z³o¿a Raven uzyskuje siê dziennie 17 mln m3 gazu ziem-
nego. Oczekuje siê, ¿e w szczytowym okresie mo¿na
bêdzie z niego dziennie wydobywaæ 25 mln m3 gazu
ziemnego i 30 tys. boe kondensatu. BP ma 82,75%
udzia³ów w projekcie, a pozosta³e 17,25% wykupi³ kon-
cern Wintershall Dea.

U wybrze¿y Trynidadu i Tobago spó³ka BHP Group
otrzyma³a pierwszy przyp³yw ropy naftowej ze z³o¿a Ruby
nale¿¹cego do pola naftowego Greater Angostura, które
odkryto w listopadzie 2006 r. Z³o¿e to jest usytuowane w
odleg³oœci ok. 40 km na pó³nocny wschód od wybrze¿a
wysp, na wodach morskich o g³êbokoœci 60–90 m. Kolejne
odwierty maj¹ byæ odwiercone w drugim i trzecim kwartale
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2021 r. Zakoñczenie prac jest planowane na trzeci kwarta³
2021 r. Oczekuje siê, ¿e w szczytowym okresie produkcji
z³o¿e Ruby bêdzie dziennie dostarczaæ 16 tys. bbl ropy naf-
towej i 2,3 mln m3 gazu ziemnego. Koncesja, na obszarze
której znajduje siê z³o¿e Ruby, jest w³asnoœci¹ BHP Group
(68,46%) i National Gas Company of Trinidad and Tobago
(31,54%).

Brytyjska spó³ka SDX Energy pierwsz¹ fazê tegorocz-
nej kampanii wiertniczej w Maroku rozpoczê³a od wyko-
nania odwiertu poszukiwawczo-badawczego OYF-3.
Kampania wiertnicza sk³ada siê z trzech odwiertów roz-
poznawczych i badawczych na eksploatowanym obszarze
basenu Gharb (75% udzia³ów). Odwiert OYF-3 celuje w
formacjê Guebbas, zlokalizowan¹ na g³êbokoœci ok. 1160
m. Drugi otwór, KSR-17, bêdzie skierowany na formacjê
Hoot, znajduj¹c¹ siê na g³êbokoœci ok. 1720 m. Trzeci
odwiert, KSR-18, jest odwiertem dwukierunkowym – ma
przewierciæ formacjê Guebbas na g³êbokoœci 1600 m p.p.t.
i formacjê Hoot na g³êbokoœci ok. 1790 m p.p.t. Zakoñcze-
nie kampanii ma nast¹piæ w lipcu 2021 r. Druga faza wier-
ceñ marokañskich rozpocznie siê we wrzeœniu lub

paŸdzierniku 2021 r. Oczekuje siê, ¿e jeszcze w tym roku
do portfolio firmy zostanie dodanych 11 odwiertów.
Oprócz kampanii marokañskiej SDX Energy prowadzi
tak¿e dzia³ania w Egipcie. W czerwcu planuje wznowiæ
prace wiertnicze na obszarze koncesji West Gharib oraz
przyst¹piæ do zagospodarowania z³o¿a South Disouq w
delcie Nilu, gdzie odwiert poszukiwawczy Hanut-1X,
zaplanowany na trzeci kwarta³ tego roku, ma zwiêkszyæ
wydobywalne zasoby spó³ki o 4 mld m3.

China National Offshore Oil Corporation (CNOOC)
rozpoczê³a eksploatacjê z³o¿a gazowego Liuhua 29-2 na
wschodnim Morzu Po³udniowochiñskim, ok. 300 km na
po³udniowy wschód od Hongkongu, na wodach o g³êboko-
œci ok. 750 m. W tym roku jest spodziewane osi¹gniêcie
szczytowej produkcji, szacowanej na ok. 1,2 mln m3 gazu
ziemnego dziennie. CNOOC jest w 100% udzia³owcem
koncesji.

�ród³a: BHP, BP, Eni, ExxonMobil, Gaz system, Lotos,
OGDCL, Oil and gas journal, Oilprice, Orlen, PGNiG,
Rystad Energy, SDX Energy, Total, WorldOil
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