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Spór rosyjsko-ukraiñski. Szefowie
Naftogazu i Gazpromu spotkali siê w
Brukseli w paŸdzierniku 2019 r., by przy
wsparciu KE ustaliæ warunki tranzytu
rosyjskiego gazu przez Ukrainê do
pañstw UE, gdy po 1 stycznia 2020 r.
wygaœnie dotychczasowa umowa. Jed-
nak jedynym odnotowanym postêpem w
tych rozmowach by³ czas spotkania, któ-

re trwa³o 80 minut, to jest dwukrotnie d³u¿ej ni¿ wrzeœnio-
we rozmowy trójstronne. Po spotkaniu zorganizowano
konferencjê, podczas której minister energetyki Rosji Alek-
sander Nowak obwini³ Ukrainê za nieprzygotowanie do
rozmów i brak wdro¿enia unijnych regulacji dotycz¹cych
sieci gazoci¹gów. Doda³, ¿e Ukraina opublikowa³a w Urzê-
dowym Kurierze now¹ metodê obliczania op³at za prze-
sy³anie gazu, jednak nie przedstawi³a oficjalnego t³umaczenia
tego dokumentu na jêzyk angielski.

P³aszczyzn sporu pomiêdzy firmami jest kilka. Naftogaz
domaga siê zwrotu 2,5 mld USD zas¹dzonych przez trybu-
na³ arbitra¿owy w Sztokholmie. Gazprom proponuje rozli-
czenie tej kwoty w ramach dostaw rosyjskiego gazu na
Ukrainê za cenê, jaka obecnie jest oferowana Bia³orusi.
Kijów jednak nie chce ³¹czyæ kwestii zas¹dzonego odszko-
dowania z rozmowami dotycz¹cymi kupna rosyjskiego
gazu. Kolejnym polem do dyskusji jest sama umowa tran-
zytowa. KE proponuje, by by³ to 10-letni kontrakt na tran-
zyt 40–60 mld m3 gazu rocznie (w ub.r. Gazprom przes³a³
przez Ukrainê 87 mld m3, w tym roku 73,3 mld m3), z kolei
Gazprom obstaje przy rocznym kontrakcie na tranzyt.

W listopadzie 2019 r. pojawi³ siê jeszcze jeden punkt
sporny – Naftogaz z³o¿y³ w s¹dzie arbitra¿owym pozew
przeciwko Gazpromowi, tym razem na kwotê 12 mld USD.
Dotyczy on naruszeñ wolumenu przesy³anego gazu w 10-let-
nim kontrakcie, zawartym w 2009 r. Mniejszy wolumen
przesy³anego gazu ni¿ zapisany w kontrakcie, który w³aœnie
wygasa, prze³o¿y³ siê na ni¿sze zyski z tytu³u tranzytu.
Ponadto w listopadzie br. s¹d w Sztokholmie oddali³ apelacjê
Gazpromu w sprawie op³aty za gaz nieodebrany od 2014 r.
(klauzula bierz lub p³aæ) – w kwocie 56 mld USD i 24 mld USD
odsetek. Kijów nie zap³aci tak¿e za gaz dostarczony do regio-
nu zajêtego przez rosyjskich separatystów. S¹d nie zgodzi³ siê
równie¿ na indeksowanie cen gazu do ropy z pó³rocznym
opóŸnieniem i potwierdzi³ prawo Ukrainy do eksportu zaku-
pionego gazu (klauzula przeznaczenia).

Kolejne spotkanie przedstawicieli Komisji Europejskiej,
Gazpromu i Naftogazu odby³o siê w listopadzie. Poprze-
dzi³o je 6 listopada br. spotkanie szefa Gazpromu Aleksieja
Millera i przedstawiciela Naftogazu Jurija Witrenko ze
specjalnym wys³annikiem rz¹du Niemiec Georgem Gra-
fem Waldersee, szefem Scope SE & Co. KGaA. Firma Sco-

pe specjalizuje siê w ratingach kredytowych i analizie fun-
duszy, a tak¿e w ocenie i monitorowaniu ryzyka
inwestycyjnego. Podczas tego roboczego spotkania A. Mil-
ler przed³o¿y³ warunki dalszych rozmów z Naftogazem,
zmierzaj¹cych do przed³u¿enia umowy tranzytowej.
Gazprom oczekuje zrzeczenia siê roszczeñ zas¹dzonych
przez s¹d arbitra¿owy i zakoñczenia postêpowania s¹dowe-
go pomiêdzy Gazpromem i Naftogazem w sprawie reali-
zacji umowy tranzytowej. Rosyjska firma oczekuje tak¿e,
¿e Ukraina uniewa¿ni decyzjê agencji antymonopolowej
i zrezygnuje z dochodzenia odszkodowania w zwi¹zku z wy-
korzystywaniem przez Gazprom pozycji monopolisty na
ukraiñskim rynku gazowym. Miller przypomina³ równie¿
o wdro¿eniu przepisów unijnych zak³adaj¹cych rozdzia³
w³aœcicielski. Jurij Witrenko zapewni³, ¿e nie ma prze-
szkód, by Gazprom podpisa³ now¹ umowê z operatorem
ukraiñskich gazoci¹gów Ukrtransgaz, bo pod koniec paŸ-
dziernika ukraiñski parlament uchwali³ ustawê znosz¹c¹
zwierzchnoœæ Naftogazu nad Ukrtransgazem, który teraz
podlega bezpoœrednio rz¹dowi. W po³owie listopada br.
szef Gazpromu wys³a³ list do prezesa Naftogazu (oraz jego
kopie do komisarza Maroša Šefèovièa i ministra energii
Ukrainy O³eksija Or¿ela), w którym zaproponowa³ prze-
d³u¿enie o rok umowy na tranzyt gazu. Propozycjê tê uwa-
runkowa³ jednak anulowaniem wzajemnych roszczeñ,
cofniêciem decyzji ukraiñskiej komisji antymonopolowej
o ukaraniu Gazpromu za nadu¿ycia i anulowaniem przez
Naftogaz petycji do KE o wszczêcie postêpowania prze-
ciwko Gazpromowi. Czasu na rosyjsko-ukraiñskie rozmo-
wy o przesyle gazu jest coraz mniej tak¿e za spraw¹ decyzji
Danii odnoœnie budowy Nord Stream 2.

Nord Stream 2. Pod koniec paŸdziernika br. duñska
agencja energetyczna wyda³a d³ugo oczekiwane pozwolenie
na budowê morskiego odcinka gazoci¹gu Nord Stream 2,
przebiegaj¹cego przez morsk¹ strefê ekonomiczn¹ Danii.
Zezwolenie obejmuje odcinek o d³ugoœci 147 km, na
po³udniowy wschód od wyspy Bornholm i tym samym
Gazprom mo¿e przyst¹piæ do ukoñczenia budowy Nord
Stream 2 o przepustowoœci 55 mld m3 gazu rocznie. Zgod-
nie z przepisami Danii, decyzjê mo¿na jeszcze zaskar¿yæ.
Dlatego prace zostan¹ podjête za miesi¹c, gdy decyzja siê
uprawomocni. Budowa brakuj¹cego odcinka potrwa 3–5
tygodni, rury s¹ przechowywane w Mukran na niemieckiej
wyspie Rugia. Kopenhaga d³ugo opiera³a siê politycznej
presji ze strony Moskwy. W paŸdzierniku br. W³adimir
Putin stwierdzi³, ¿e ma³a Dania ryzykuje utratê suwerenno-
œci pod ogromn¹ presj¹ ze strony USA, które naciskaj¹ na
rz¹d Danii, by ten nie dopuœci³ do powstania Nord Stream 2.
Ostatecznie Dania nie tylko wyrazi³a zgodê, ale wybra³a
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najkrótsz¹ trasê spoœród opcji zaprezentowanych przez
Gazprom, co Putin przyj¹³ z zadowoleniem.

Czêœæ ekspertów uwa¿a, ¿e decyzja Danii rozwia³a
obawy zwi¹zane z mo¿liwym niedoborem gazu w Europie
Zachodniej w I kwartale 2020 r. Natomiast prezes Naftoga-
zu Andriej Kobolew zgodê Kopenhagi na budowê odcinka
Nord Stream 2 oceni³ jako zwiêkszenie prawdopodobieñ-
stwa braku porozumienia odnoœnie tranzytu rosyjskiego
gazu przez terytorium Ukrainy do UE. Poza tym uwa¿a
on, ¿e Kijów powinien wdro¿yæ europejskie regulacje
dotycz¹ce rynku gazu, by lepiej chroniæ odbiorców gazu na
Ukrainie przed monopolistycznymi praktykami Gazpro-
mu. Na tym etapie budowy gazoci¹gu Nord Stream 2 decy-
zja Danii by³a kluczowa.

Równolegle holendersko-brytyjska firma Royal Dutch
Shell lobbowa³a w amerykañskim Kongresie na rzecz Nord
Stream 2 i niewprowadzania kolejnych sankcji wobec pro-
jektu. Jeœli rozpatrywany projekt nowych sankcji wejdzie
w ¿ycie, to bêdzie on mia³ wp³yw na wszystkie firmy zaan-
ga¿owane w projekt, w tym Shell – napisa³ w komentarzu
do informacji Cederic Cremers, regionalny dyrektor Shell
na terytorium Rosji. Doda³, ¿e firma z szacunkiem apeluje
do ustawodawcy, by nie wprowadza³ on tych sankcji.

Tymczasem na pocz¹tku listopada br. niemiecki Bun-
destag niespodziewanie odrzuci³ projekt ustawy wdra-
¿aj¹cej unijn¹ dyrektywê gazow¹. Dyrektywa ta, przyjêta
z koñcem maja br., rozci¹ga przepisy trzeciego pakietu
energetycznego (third party access – TPA) na gazoci¹gi
podmorskie. TPA zak³ada, ¿e firmy handluj¹ce gazem,
takie jak Gazprom, nie mog¹ bezpoœrednio zarz¹dzaæ gazo-
ci¹gami ani uzyskaæ wy³¹cznoœci na ca³¹ przepustowoœæ
rury. Oznacza to, ¿e Gazprom na w³asne potrzeby móg³by
zarezerwowaæ 50% mocy przesy³owych gazoci¹gu, a resz-
ta mocy by³aby przyznawana na aukcjach. Unijna dyrekty-
wa z maja 2019 r. nie obejmuje gazoci¹gów podmorskich,
których budowa zosta³a ukoñczona przed 23 maja 2019 r.
Ten w³aœnie zapis zosta³ zmodyfikowany w projekcie
ustawy implementacyjnej, przygotowanym przez nie-
miecki rz¹d i przed³o¿onym Bundestagowi do g³osowania.
W rz¹dowym projekcie s³owo ukoñczone zmieniono na
trwaj¹ce, co pozwoli³oby gazoci¹g Nord Stream 2 wyj¹æ
spod jurysdykcji unijnej dyrektywy gazowej, implemento-
wanej w Niemczech.

Ostatecznie, 13 listopada br. Bundestag w ponownym
g³osowaniu przyj¹³ implementacjê dyrektywy gazowej z za-
chowaniem oryginalnego sformu³owania i tym samym w
Niemczech nie dotyczy ona gazoci¹gów ukoñczonych przed
23 maja 2019 r. Warto jednak przypomnieæ, ¿e zapisy
dyrektywy gazowej obowi¹zuj¹ wy³¹cznie na wodach tery-
torialnych pañstw UE. Ponadto o sposobie stosowania
dyrektywy ma decydowaæ nie KE, lecz rz¹d pañstwa, na
którego brzegu koñczy siê gazoci¹g.

W odpowiedzi Gazprom intensywnie pracuje nad
nowymi rozwi¹zaniami – w niemieckim Handelsblatt
pojawi³a siê ju¿ informacja, ¿e realizatorzy Nord Stream 2
przygotowuj¹ kolejny wybieg i zamierzaj¹ przenieœæ
w³asnoœæ ostatnich 22 kilometrów gazoci¹gu, przebie-
gaj¹cych przez wody Niemiec, do osobnej spó³ki. W ten
sposób autorzy tego pomys³u chc¹ omin¹æ przepisy TPA,
co pozwoli Gazpromowi zachowaæ pe³n¹ przepustowoœæ
Nord Stream 2. Ponadto spó³ka Gazpromu zajmuj¹ca siê
budow¹ Nord Stream 2 og³osi³a, ¿e zaskar¿y³a znowelizo-
wan¹ dyrektywê UE do s¹du arbitra¿owego Uncitral.
Wczeœniej spó³ka Gazpromu zaskar¿y³a unijn¹ dyrektywê
do s¹du UE.

Jeœli Nord Stream 2 nie uzyska zwolnienia z przepisów
TPA ani nie zdo³a ich obejœæ, to Gazprom nie bêdzie w sta-
nie dostarczyæ do Europy zakontraktowanego wolumenu
gazu, nie korzystaj¹c z tranzytu przez Ukrainê. W³adimir
Putin 14 listopada powiedzia³, ¿e istnieje ryzyko zak³ócenia
dostaw rosyjskiego gazu do Europy, s³anego przez teryto-
rium Ukrainy, z powodu opóŸnieñ we wdra¿aniu planowa-
nych reform sektora gazowego na Ukrainie. Doda³, ¿e za
ich wdro¿enie odpowiada Kijów i istnieje ryzyko zakoñ-
czenia tranzytu. W opinii prezydenta Rosji w takiej sytuacji
jedynym mo¿liwym rozwi¹zaniem by³oby przed³u¿enie
obowi¹zuj¹cej umowy. Ponadto Gazprom jest zaintereso-
wany wznowieniem sprzeda¿y gazu na Ukrainie po cenie
ni¿szej o 20–25% od dotychczasowej, powiedzia³ Putin.
Ukraina zakoñczy³a bezpoœredni import gazu z Rosji w
listopadzie 2015 r.

Tymczasem polski Urz¹d Ochrony Konkurencji i Kon-
sumentów (UOKIK) na³o¿y³ na firmê Engie karê 172 mln z³
w zwi¹zku z uporczywym i nieuzasadnionym odmawia-
niem udzielenia informacji dotycz¹cej projektu Nord Stre-
am 2. UOKIK od maja ub.r. prowadzi postêpowanie wobec
Royal Dutch Shel, niemieckich firm Uniper i Wintershall,
francuskiego Engie i austriackiego OMV, które zainwesto-
wa³y setki milionów euro w projekt Nord Stream 2. Gaz
z tego ruroci¹gu bêdzie doprowadzony do Niemiec, sk¹d
pop³ynie gazoci¹gami OPAL (ukoñczony w 2011 r.,
przepustowoœæ 36 mld m3) i NEL (ukoñczony w 2013 r.,
przepustowoœæ 20 mld m3), a tak¿e ukoñczonym w tym roku
gazoci¹giem EUGAL (przepustowoœæ 51 mld m3). Nord
Stream 1 i Nord Stream 2 ³¹cznie bêd¹ przesy³aæ 110 mld m3

gazu rocznie.

Polska. Zgodê Danii na przejœcie gazoci¹gu Nord
Stream 2 przez jej morsk¹ strefê poprzedzi³a umowa
pomiêdzy Polsk¹ i Dani¹. W lutym br. sejm zgodzi³ siê na
ratyfikacjê przez prezydenta umowy rozgraniczaj¹cej
obszar morski i tym samym okreœlono tzw. szar¹ strefê,
le¿¹c¹ pomiêdzy polskim wybrze¿em a wysp¹ Bornholm.
Dotychczas Polska sta³a na stanowisku sformu³owanym w
1978 r., ¿e jej wy³¹czna strefa ekonomiczna koñczy siê 12
mil morskich od brzegów Bornholmu. Zgodnie z tym zapi-
sem Danii w ogóle nie przys³ugiwa³aby strefa ekonomicz-
na wokó³ wyspy. Dania natomiast dowodzi³a, ¿e granica
powinna przebiegaæ wzd³u¿ linii równych odleg³oœci miê-
dzy polskim a duñskim wybrze¿em. W takim wariancie ca³e
terytorium przypad³oby Danii. Finalnie, zgodnie z umow¹
z lutego br., Polsce przypad³o 20% wód, reszta sta³a siê
stref¹ ekonomiczn¹ Danii. Czêœæ ekspertów oceni³a tê
decyzjê pozytywnie, dodaj¹c, ¿e by³a ona niezbêdna, by
Kopenhaga wyda³a zgodê na budowê podmorskiego odcin-
ka gazoci¹gu Baltic Pipe, przebiegaj¹cego przez jej wody.

Na 5 dni przed wydaniem zgody na budowê rury
³¹cz¹cej rosyjskie zasoby z niemieckim rynkiem, 25 paŸ-
dziernika br., duñski minister klimatu, energii i dostaw
wyda³ pozwolenie Energinet na poprowadzenie odcinka
rury Baltic Pipe. Planowany gazoci¹g, o docelowej przepu-
stowoœci 10 mld m3 gazu rocznie, ma ³¹czyæ polskie
wybrze¿e ze z³o¿ami zlokalizowanymi w Norwegii.
Jednak sam projekt dywersyfikacji Ÿróde³ dostaw gazu do
Polski liczy ju¿ sobie prawie 30 lat, w ci¹gu których kil-
kakrotnie usi³owano zbudowaæ rurê ³¹cz¹c¹ polski rynek
z zasobami gazu na pó³nocy Europy.

W listopadzie br. PGNiG kupi³o od Padnin Eneregy
10% udzia³ów w koncesjach PL636 i PL636B na Morzu
Pó³nocnym, zwiêkszaj¹c tym samym swoje udzia³y w
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z³o¿u Duva do 30%. Kolejne 10% udzia³ów w Duva trafi³o
do Solveis Gas. Z³o¿e Duva odkryto w 2016 r. Jego wydo-
bywalne zasoby to 88 mln boe (w tym ok. 8,4 mld m3 gazu).
Wydobycie ma ruszyæ na prze³omie 2020 i 2021 r. i w
pocz¹tkowym okresie wyniesie 30 tys. boe (ekwiwalent
bary³ki ropy naftowej). Planowane s¹ trzy odwierty, dwa
do wydobywania ropy naftowej i jeden do pozyskiwania
gazu ziemnego. Z³o¿e znajduje siê blisko platformy Gj�a.

W obszarze koncesji PL838 na Morzu Norweskim
PGNiG odkry³o nowe z³o¿e ropy naftowej i gazu ziemnego
o nazwie Shrek. Wed³ug wstêpnych szacunków zawiera
ono od 19 do 38 mln boe. Wiercenie otworu (wraz z odcin-
kiem poziomym) trwa³o 45 dni. G³êbokoœæ wody w miej-
scu wiercenia wynosi 350 m. Strop z³o¿a stwierdzono na
g³êbokoœci 2 tys. m poni¿ej dna. PGNiG posiada 40%
udzia³ów w tej koncesji i jest operatorem z³o¿a, pozosta³e
udzia³y nale¿¹ do Aker BP (30%) i Wintershall DEA Norge
(30%). Odkryte z³o¿e znajduje siê w odleg³oœci 5 km od
p³ywaj¹cej jednostki FPSO, której zadaniem jest wydoby-
wanie, wstêpne oczyszczanie, przechowywanie oraz
prze³adunek ropy naftowej i gazu ze z³o¿a Skarv, w którym
PGNiG równie¿ posiada udzia³y (11,92%). Pod³¹czenie w
przysz³oœci nowego z³o¿a do istniej¹cej tak blisko infra-
struktury wydobywczej pozytywnie wp³ynie na rentownoœæ
ca³ego projektu Skarv, w którego realizacji uczestniczy
PGNiG. Dziêki nowemu odkryciu zwiêkszymy w³asne
wydobycie na norweskim szelfie kontynentalnym, gdzie po
2022 r. chcemy produkowaæ 2,5 mld m3 gazu ziemnego
rocznie – powiedzia³ prezes PGNiG Piotr WoŸniak.

Warto odnotowaæ, ¿e w odleg³oœci 21 km od z³o¿a
Shrek znajduje siê z³o¿e �rfugl (dawniej Snadd), którym
zarz¹dza konsorcjum Aker BP (23,8%), Equinor (36,2%),
Wintershall Dea (28%) i PGNiG (12%). Z³o¿e to zawiera
274,7 mln boe i w szczytowym okresie produkcji bêdzie
rocznie dostarczaæ 0,5 mld m3 gazu ziemnego. Eksploata-
cja z³o¿a mia³a ruszyæ w drugiej po³owie 2020 r., ale w
listopadzie br. pojawi³a siê informacja, ¿e Aker przyœpieszy
prace i rozpocznie wydobycie w pierwszej po³owie
przysz³ego roku. W pierwszej fazie prac zostan¹ wywier-
cone trzy otwory w po³udniowej czêœci z³o¿a i kolejne trzy
w drugiej fazie, w pó³nocnej czêœci. Eksploatacja z³o¿a ma
byæ rentowna nawet przy cenie 15 USD za bary³kê, co czy-
ni �rfugl jednym z bardziej op³acalnych projektów.

Na norweskim szelfie PGNiG Upstream Norway posiada
udzia³y w 27 koncesjach. Wspólnie z innymi firmami
eksploatuje z³o¿a Skarv, Morvin, Vilje oraz Vale i bierze udzia³
w zagospodarowaniu Gina Krok na Morzu Pó³nocnym.

W listopadzie, zgodnie z zapisami kontraktu z 1996 r.,
PGNiG przed³o¿y³o Gazpromowi oœwiadczenie o braku woli
kontynuowania kontraktu, który zakoñczy siê 31 grudnia
2022 r. Wiceprezes PGNiG ds. handlowych Maciej WoŸniak
przypomnia³, ¿e w 2023 r. spó³ka bêdzie w stanie dostarczaæ
na rynek krajowy ponad 24 mld m3 gazu ziemnego.

W 2018 r. PGNiG zawar³o z amerykañskim Cheniere
24-letni kontrakt na dostawy skroplonego gazu z USA
o ³¹cznym wolumenie 40 mld m3. Dostawy s¹ realizowane
w formule delivered ex-ship, czyli z dostaw¹ do terminalu
w Œwinoujœciu. W latach 2019–2022 ³¹czny wolumen
dostaw wyniesie ok. 0,7 mld m3 gazu po regazyfikacji.
Natomiast w latach 2023–2042 PGNiG ka¿dego roku kupi
ok. 1,95 mld m3. W 2018 i 2019 r. PGNiG podpisa³o kon-
trakty z Venture Global LNG i Port Arthur (spó³ka zale¿na
Sempra Energy) na dostawy LNG. Umowy z Venture Glo-
bal bêd¹ realizowane od 2022 i 2023 r. przez 20 lat z dwóch
terminali zlokalizowanych w Luizjanie nad Zatok¹ Meksy-
kañsk¹ (Calcasieu Pass i Plaquemines). PGNiG kupi

³¹cznie 3,5 mln t gazu rocznie, co odpowiada 4,73 mld m3

po regazyfikacji. Kontrakty s¹ zawarte w formule FOB
(free-on-board ), co oznacza, ¿e od momentu za³adunku w
terminalu skraplaj¹cym to nabywca, czyli PGNiG, odpo-
wiada za ³adunek LNG i mo¿e decydowaæ o jego porcie
docelowym. Umowa z Port Arthur LNG, tak¿e na 20 lat,
zosta³a zawarta w formule FOB i PGNiG bêdzie kupowaæ
rocznie 2,7 mld m3 gazu. Odbiór ³adunków rozpocznie siê
w 2023 r. z terminalu Port Arthur LNG, który powstanie w
Jefferson County w Teksasie. Umowy z Cheniere i Qatar-
gas ³¹cznie zbli¿aj¹ siê do 5 mld m3 gazu rocznie, co
pozwoli w pe³ni wykorzystaæ dotychczasow¹ przepusto-
woœæ terminalu w Œwinoujœciu. Jeœli jego przepustowoœæ
do 2022 r. zostanie zwiêkszona do 7,5 mld m3, wówczas
kolejne 2,5 mld m3 gazu z USA bêdzie mog³o trafiæ do Pol-
ski, a 5 mld m3 PGNiG sprzeda na dowolnym rynku. Rów-
noczeœnie od kilku lat jest rozwa¿ana opcja nie tylko
rozbudowy terminalu w Œwinoujœciu, ale tak¿e budowy
drugiego terminalu LNG. PGNiG og³osi³o z koñcem paŸ-
dziernika procedurê czarteru 6–8 gazowców do transpor-
tu gazu z USA, ostatnio mówi siê o kupnie statku
regazyfikuj¹cego (FSRU). Z takiego statku korzystaj¹
od 2014 r. nasi s¹siedzi – Litwini.

Pod koniec listopada br. PGNiG i litewski Klaipedos
Nafta zawar³y kontrakt, na podstawie którego polska firma
przez 5 lat bêdzie wy³¹cznym u¿ytkownikiem nabrze¿nej
stacji odbioru i prze³adunku LNG w ma³ej skali w K³ajpe-
dzie. Umowa bêdzie realizowana od kwietnia 2020 r.

Wielka Brytania. W sierpniu br. w miejscowoœci Black-
pool na skutek prac wiertniczych i szczelinowania hydrau-
licznego nast¹pi³o trzêsienie ziemi o sile 2,9 w skali
Richtera. W zwi¹zku z tym od wrzeœnia br. a¿ do czasu
zakoñczenia przegl¹du technicznego prac prowadzonych
w obszarze koncesji Preston New Road, nale¿¹cej do
Cuadrilla Resources wstrzymano wszelkie zabiegi szczeli-
nowania hydraulicznego. Przy czym zgodnie z regulacjami
Oil & Gas Authority (OGA) próg dopuszczalnych wstrz¹sów
sejsmicznych, po przekroczeniu którego prace musz¹ byæ
wstrzymane na 18 godzin, wynosi 0,5 w skali Richtera.
Opozycja wzywa³a rz¹d do wprowadzenia zakazu szczeli-
nowania. Z kolei Comptroller & Auditor General (C&AG)
podkreœla³o, ¿e niski próg dopuszczalnych wstrz¹sów sku-
tecznie zniechêca firmy do prowadzenia poszukiwañ.
C&AG zestawi³o regulacje angielskie z obowi¹zuj¹cymi w
Ohio (1,0), Kalifornii (2,7), Illinois (4,0), Kolumbii Brytyj-
skiej (4,0), Albercie (4,0) i Kolorado (4,5) i przygotowa³o
raport Fracking for shale gas in England, który nastêpnie
opublikowa³o biuro National Audit Office (NAO). G³ównym
celem raportu by³a analiza kosztów wydobycia gazu z ³upków
przy jednoczesnym uwzglêdnieniu przysz³ych kosztów od-
suniêtych w czasie. Autorzy zaznaczaj¹, ¿e wci¹¿ nie
zosta³o jasno okreœlone, na kim ci¹¿y obowi¹zek likwidacji
infrastruktury oraz rekultywacja terenu i kto ponosi wyni-
kaj¹ce z tego koszty. Dodaj¹, ¿e sektor wêglowodorowy
uznaje ci¹¿¹c¹ na nim odpowiedzialnoœæ w przypadku prac
morskich, ale gdy mowa o pracach prowadzonych na
l¹dzie, przepisy nie s¹ wystarczaj¹co precyzyjne. W³aœci-
ciel gruntu, w toku negocjacji z firm¹, mo¿e oczekiwaæ, ¿e
ta wykupi ubezpieczenie, b¹dŸ sam to uczyni – o ile jest
œwiadom ryzyka. Ministerstwo ds. strategii, biznesu, ener-
getyki i przemys³u nie by³o w stanie jednoznacznie odpo-
wiedzieæ na pytanie, na kim spoczywa obowi¹zek
likwidacji infrastruktury l¹dowej, rekultywacja i remedia-
cja po zakoñczeniu prac. Rozwi¹zaniem tej patowej sytu-
acji mog³oby byæ przeniesienie obowi¹zku likwidacji
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zak³adu na rz¹d, ale temu sprzeciwia siê ministerstwo ds.
strategii i biznesu. W raporcie zawarto tak¿e tezê, ¿e postêp
rozwoju bran¿y ³upkowej w Anglii jest znacznie wolniej-
szy, ni¿ rz¹d to pierwotnie zak³ada³. Do po³owy 2020 r.
rz¹d spodziewa³ siê otrzymaæ wyniki z 20 szczelinowañ,
tymczasem zosta³y wykonane zaledwie 3 szczelinowania.
Przyczyny takiego stanu rzeczy rz¹d upatruje w niskim
poziomie akceptacji spo³ecznej. W latach 2013–2019
sprzeciw wobec wydobywania gazu z formacji ³upkowych
mia³ wzrosn¹æ z 21 do 40%, a poparcie spad³o z 27 do 12%
poinformowa³o ministerstwo.

Tymczasem firmy naftowe podnosz¹ kwestiê niskiego
dopuszczalnego progu wstrz¹sów sejsmicznych, który de
facto uniemo¿liwia przeprowadzenie ci¹g³ego procesu
szczelinowania. NAO z kolei zawiadomi³o, ¿e nie s¹ znane
dok³adne koszty, jakie od 2011 r. ponios³a administracja
rz¹dowa, zw³aszcza ministerstwo ds. strategii, biznesu, ener-
getyki i przemys³u, na rzecz wspierania bran¿y ³upkowej,
ale szacuje siê je na 42 mln USD. Ostatecznie, na pocz¹tku
listopada rz¹d og³osi³ moratorium na szczelinowanie hy-
drauliczne, twierdz¹c, ¿e dzia³alnoœæ przemys³u i wi¹¿¹ce
siê z tym trzêsienia ziemi mog³yby doprowadziæ do du¿ych
zak³óceñ w ¿yciu lokalnych spo³ecznoœci. Ministerstwo ds.
energii i przemys³u poinformowa³o, ¿e nie bêdzie kontynu-
owa³o planowanych reform zmierzaj¹cych do intensyfika-
cji wydobycia gazu z formacji ³upkowych.

Na pocz¹tku listopada przedstawiciele firm wêglowo-
dorowych spotkali siê w Aberdeen na konferencji na temat
zdrowia, bezpieczeñstwa i œrodowiska, zorganizowanej
przez Oil & Gas UK. Health & Safety Executive (HSE)
podnosi³a na niej kwestie wycieków gazu z podmorskiej
infrastruktury i wzywa³a do natychmiastowej poprawy
bezpieczeñstwa. W kwietniu ub.r. HSE wezwa³a firmy do
wypracowania nowych norm na wypadek wycieków. Szef
HSE przypomnia³ po¿ar na platformie wiertniczej Piper
Alpha w lipcu 1988 r., kiedy to zginê³o 167 osób. Podkreœli³,
¿e podobna katastrofa dzisiaj spowodowa³aby gwa³towny
spadek poparcia spo³ecznego dla bran¿y i prawdopodobnie
uniemo¿liwi³aby dalsze prowadzenie dzia³alnoœci wy-
dobywczej. Z kolei kierownik dzia³u ds. bezpieczeñstwa
Oil & Gas UK (OGUK) Trevor Stapleton zapewni³, ¿e
dok³adane s¹ starania, by zapobiec uwalnianiu siê wêglo-
wodorów w trakcie eksploatacji i transportu. Jednak w
raporcie OGUK poinformowa³, ¿e tylko w 2018 r. dosz³o
do czterech powa¿nych wycieków i ka¿dy z nich by³ wiêk-
szy ni¿ pocz¹tkowy wyciek prowadz¹cy do katastrofy na
platformie Piper Alpha. Tymczasem liderzy biznesu wêglo-
wodorowego podkreœlaj¹, ¿e kolejny znacz¹cy incydent
zwi¹zany z bezpieczeñstwem lub œrodowiskiem na Morzu
Pó³nocnym mo¿e doprowadziæ do reakcji spo³ecznej, która
postawi pod znakiem zapytania przysz³oœæ bran¿y wêglo-
wodorowej w Wielkiej Brytanii.

Sytuacja w Wielkiej Brytanii komplikuje siê równie¿ w
obszarze eksploatacji z³ó¿ konwencjonalnych. Dyrektor
OGA Gunther Newcombe poinformowa³, ¿e ok. 30% od-
wiertów na szelfie jest przeznaczonych do zamkniêcia, a w
wielu nie uzyskuje siê po¿¹danej wielkoœci wydobycia, co
skutkuje marnotrawieniem œrodków. Wed³ug Newcombe,
dzienne wydobycie w brytyjskiej czêœci Morza Pó³nocne-
go wynosi 1,74 mln boe z 2,5 tys. otworów. Jeœli ok. 750
otworów zostanie zamkniêtych i firmy nie wykonaj¹
nowych odwiertów produkcyjnych, dojdzie do znacz¹cego
spadku produkcji. Dlatego Newcombe apeluje do firm
o zwiêkszon¹ aktywnoœæ. Dyrektor OGA og³osi³ te¿, ¿e w
marcu przysz³ego roku przechodzi na emeryturê.

W przysz³ym roku ze stanowiska szefa BP ust¹pi Bob
Dudley, który przejdzie na emeryturê. Obj¹³ on stanowisko
szefa firmy w 2010 r., po tym jak Tony Hayward zrezygno-
wa³ z pe³nienia tej funkcji w zwi¹zku z katastrof¹ Deepwa-
ter Horizon w Zatoce Meksykañskiej. Odnoœnie strategii
BP warto odnotowaæ stanowisko Dudleya z wrzeœnia br.,
zaprezentowane podczas konferencji organizowanej przez
JP Morgan, na której zapowiedzia³ sprzeda¿ czêœci akty-
wów wêglowodorowych firmy w celu dostosowania siê do
zapisów porozumienia paryskiego. W zwi¹zku z tym jako
kryterium doboru aktywów przyjêto poziom emisji dwu-
tlenku wêgla w trakcie eksploatacji z³o¿a. Pytanie, w jaki
sposób sprzeda¿ wysokoemisyjnego projektu innemu pod-
miotowi wp³ynie na obni¿enie emisji, pozostaje bez odpo-
wiedzi. Dudley doda³ tak¿e, ¿e obni¿y próg rentownoœci
produkcji za bary³kê do 50 USD i projekty niespe³niaj¹ce
tego kryterium, równie¿ bêd¹ sprzedawane. I prawdopo-
dobnie to drugie kryterium bêdzie kluczowe.

Jednym z najbardziej emisyjnych projektów BP jest
z³o¿e Azeri–Chirag–Gunashli w Azerbejd¿anie, z którego
wycofuj¹ siê ExxonMobil i Chevron. Dudley doda³, ¿e
sprzeda¿ aktywów ma równie¿ poprawiæ kondycjê finan-
sow¹ firmy, która jest trudna od katastrofy w Zatoce Mek-
sykañskiej. Ponadto BP potrzebowa³o 10,5 mld USD, by
kupiæ firmê BHP, operuj¹c¹ w amerykañskich ³upkach. W celu
pozyskania niezbêdnych œrodków BP sprzeda³a czêœæ akty-
wów, w tym za 5,6 mld USD w Zatoce Prudhoe na Alasce,
firmie Hiclorp Energy, skupuj¹cej dojrza³e aktywa. Warto
te¿ przypomnieæ, ¿e John Browne (szef BP w latach
1995–2007), poprzednik Tonyego Haywarda, równie¿
zak³ada³ poszerzenie portfolio firmy o alternatywne Ÿród³a
energii i analizê zagadnienia emisji dwutlenku wêgla.
Za³o¿enia te nie przetrwa³y jednak strategii Haywarda, który
zlikwidowa³ dzia³ energii alternatywnej i g³ówny nacisk
po³o¿y³ na ropê naftow¹ i gaz ziemny. By spe³niæ oczeki-
wania publiczne i inwestorów, Dudley ponownie inwestuje
w niskoemisyjne aktywa, zw³aszcza te spe³niaj¹ce kryte-
rium ekonomicznej rentownoœci produkcji.

Kanada. W zwi¹zku z zape³nieniem magazynów, w stycz-
niu 2019 r. wprowadzono limity ograniczaj¹ce wydobycie
wêglowodorów, co jest konsekwencj¹ braków w infrastruk-
turze eksportowej. Jednak w listopadzie, by pobudziæ bran¿ê
wêglowodorow¹ do rozwoju, rz¹d prowincji Alberta zniós³
limity na wydobycie ropy naftowej i gazu ziemnego z nowych
otworów konwencjonalnych. Miesi¹c wczeœniej zapad³a
tak¿e decyzja o przyznaniu firmom wêglowodorowym
specjalnych dodatków produkcyjnych, umo¿liwiaj¹cych
zwiêkszenie wydobycia, ale tylko w przypadku transportu
wydobytej ropy naftowej kolej¹. Jest to krótkofalowe roz-
wi¹zanie kwestii nadpoda¿y ropy. W d³u¿szej perspektywie
niezbêdna jest rozbudowa sieci ruroci¹gowej, co mimo
zapewnieñ kolejnych polityków nie nastêpuje od wielu lat
i kolejne firmy wydobywaj¹ce wêglowodory w Albercie
upadaj¹. Dlatego czêœæ producentów szuka wyjœcia i tak
kanadyjska firma Encana zmieni³a nazwê na Ovintiv i prze-
nios³a siedzibê z Calgary do USA.

Po wyborach federalnych i ponownym objêciu fotela
premiera Kanady przez Justin Trudeau w Albercie zaczê³y
narastaæ nastroje separatystyczne. Za³o¿ono nawet partiê
Wexit. Równie¿ w s¹siedniej Saskatchewan narasta napiê-
cie w zwi¹zku z niewystarczaj¹c¹ przepustowoœci¹ infra-
struktury i brakiem dzia³añ rz¹du federalnego, by ten
problem rozwi¹zaæ. Istnieje projekt ruroci¹gu Trans Moun-
tain z Alberty przez Kolumbiê Brytyjsk¹ do wybrze¿a,
sk¹d ropa naftowa mog³aby p³yn¹æ tankowcami do Azji, co
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w du¿ej mierze pozwoli³oby rozwi¹zaæ problem braku
przepustowoœci. Jednak rdzenna ludnoœæ i w³adze Kolum-
bii Brytyjskiej nie s¹ przychylne temu projektowi. Roz-
wi¹zaniem patowej sytuacji mia³o byæ odkupienie projektu
od amerykañskiej firmy Kinder Morgan przez rz¹d federal-
ny za kwotê 4,5 mld CAD, dziêki czemu budowa ruroci¹gu
mia³a nabraæ tempa. Jednak w sierpniu 2019 r. Federalny
S¹d Apelacyjny w Kanadzie uniewa¿ni³ decyzjê o rozbu-
dowie ropoci¹gu, wydan¹ przez rz¹d w Ottawie, z po-
wodu niew³aœciwego zabezpieczenia interesu rdzennej
ludnoœci. S¹d uzna³, ¿e Krajowa Agencja ds. Energii
(National Energy Board – NEB) b³êdnie zawêzi³a ocenê
projektu, wykluczaj¹c z niego kwestie dotycz¹ce ruchu
tankowców.

Oprócz trudnoœci w postaci braków w infrastrukturze
eksportowej pojawi³ siê kolejny problem – awaryjnoœæ
infrastruktury. Ropoci¹g Keystone (590 tys. b/d), prowa-
dz¹cy z Alberty do USA, zosta³ zamkniêty w paŸdzierniku
br. w zwi¹zku z wyciekiem ropy w Dakocie Pó³nocnej. Jest
to ju¿ trzecia awaria tego ruroci¹gu w ci¹gu ostatnich
trzech lat. By³ to najwiêkszy l¹dowy wyciek od 2010 r. –
wstêpnie oceniono go na 9120 bary³ek ropy. Przyczyna
awarii nie jest jeszcze znana. Firma TC Energy, uprzednio
znana jako TransCanada, od kilku lat d¹¿y do rozbudowy
ropoci¹gu Keystone, jednak wyst¹pi³y trudnoœci w ocenie
œrodowiskowej w USA i projekt Keystone XL wci¹¿ jest
zawieszony.

Akwizycja. Amerykañski ExxonMobil poinformowa³,
¿e do 2021 r. zamierza pozyskaæ 15 mld USD na drodze
sprzeda¿y swoich aktywów. W tym celu zbêdzie aktywa w
Zatoce Meksykañskiej, Australii, Malezji, Azerbejd¿anie
i Norwegii. W Australii zamierza sprzedaæ udzia³y w eks-
ploatacji ropy naftowej i gazu ziemnego z basenu Gipps-
land, która dziennie wynosi 14 tys. bary³ek ropy, 14,8 tys.
bary³ek LNG i 8,5 mln m3 gazu. Exxon razem z BHP maj¹
w tym projekcie po 50% udzia³ów. Aktywami w Australii
jest zainteresowana austriacka firma OMV. Przejêcie to

wydaje siê bardzo prawdopodobne, OMV kupi³a bowiem
niedawno od Royal Dutch Shell aktywa w Nowej Zelandii
i w Malezji, powo³uj¹c do ¿ycia firmê Sapura OMV.
Przedstawiciele Exxonu i OMV mieli ju¿ nawet spotkaæ siê
w Houston, by omówiæ projekt Gippsland. Exxon rozwa¿a
tak¿e wyjœcie z Wietnamu, gdzie ma aktywa pod nazw¹
Ca Voi Xanh. Prawdopodobnie jest to najwiêksze z³o¿e
gazu w Wietnamie. Tak¿e wszystkie aktywa ExxonMobil
w Malezji zostan¹ sprzedane. W 2018 r. wydobycie
ExxonMobil w Malezji wynios³o 25 tys. b/d ropy naftowej
i 6,5 mln m3/d gazu ziemnego. We wrzeœniu br. zapad³a
decyzja o sprzeda¿y aktywów w Norwegii za 4,5 mld USD.
ExxonMobil posiada³ udzia³y w 20 z³o¿ach, z których
dziennie uzyskiwano 150 tys. bary³ek ropy naftowej. Akty-
wa te trafi¹ do V�r Energi (69,6% nale¿y do Eni, a 30,4%
do prywatnego funduszu HitecVision) i tym samym Exxon-
Mobil opuœci Norwegiê. Transakcja ma zostaæ zamkniêta
w IV kwartale br.

Norweska firma Okea prognozuje, ¿e w ci¹gu najbli¿-
szych 10 lat wszystkie du¿e zagraniczne koncerny opuszcz¹
Norwegiê i Equinor bêdzie jedyn¹ firm¹ o œwiatowym
zasiêgu, wci¹¿ operuj¹c¹ w tym kraju. Warto przypomnieæ,
¿e w kwietniu br. opozycyjna Partia Pracy wycofa³a swoje
poparcie dla eksploracji z³ó¿ wzd³u¿ wybrze¿a Lofotów. Tym
samym uzyskano wiêkszoœæ parlamentarn¹ konieczn¹ do
utrzymania decyzji o zakazie produkcji w tym obszarze.
Equinor natomiast od miesiêcy przypomina, ¿e uzyskanie
dostêpu do tych zasobów jest niezbêdne, jeœli kraj ma
utrzymaæ pozycjê licz¹cego siê producenta wêglowodo-
rów. Na pocz¹tku paŸdziernika br. rz¹d poinformowa³, ¿e
33 firmy z³o¿y³y wnioski o udzielenie koncesji w ostatniej
rundzie licencyjnej, obejmuj¹cej obszary na Morzu
Pó³nocnym i Morzu Barentsa. By³y wœród nich ConocoPhil-
lips, Total, Aker BP i RN Nordic Oil, spó³ka córka Rosnieftu.

�ród³o: OilPrice, Oil Gas Journal, BOE, WorldOil, Rzecz-
pospolita, Reuters, Bloomberg, CBC, Euractiv, S&P Global
Platts, Norwegian Petroleum Directorate, PGNiG, Cuadrilla
Resources, Scope Group, Naftogaz, V�r Energi, HitecVision
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