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Polska. Wspó³praca PKN Orlen z Pol-
skim Górnictwem Nafty i Gazu niemal¿e
ka¿dego miesi¹ca wchodzi na wy¿szy
poziom. Z koñcem 2020 r. spó³ki og³osi³y
wzajemne partnerstwo w realizacji inwe-
stycji w blok gazowo-parowy elektrowni
w Ostro³êce. Podpisana trójstronna umo-
wa gwarantuje Orlenowi i przejêtej przez
niego Enerdze wiod¹c¹ pozycjê w pro-

jekcie, z ³¹cznym pakietem wynosz¹cym 51% udzia³ów.
Pozosta³ych 49% udzia³ów przejmie PGNiG. W ramach
budowy bloku energetycznego w technologii zasilania
paliwem gazowym oraz przygotowania niezbêdnej infra-
struktury do jego funkcjonowania najpóŸniej w po³owie
bie¿¹cego roku zostanie powo³ana nowa spó³ka, odpowie-
dzialna za przeprowadzenie inwestycji. Jednoczeœnie kon-
cerny podpisa³y aneks do umowy na dostawy gazu,
zabezpieczaj¹c do koñca 2027 r. (z opcj¹ przed³u¿enia do
koñca 2028 r.) paliwo do pracy instalacji produkcyjnych
Orlenu w Polsce.

Grupa Orlen, po raz pierwszy w historii, uruchomi³a
w³asn¹ kopalniê gazu ziemnego Bystrowice. Wydobycie w
ramach testu produkcyjnego wystartowa³o jeszcze w grud-
niu 2020 r., a w pierwszym miesi¹cu dostarczono do syste-
mu przesy³owego ok. 2 mln m3 surowca. Z³o¿e gazu
ziemnego Bystrowice jest wielohoryzontowe – nagroma-
dzenia gazu wystêpuj¹ w utworach miocenu oraz w jego
pod³o¿u. Po odwierceniu otworu Bystrowice OU-1, o g³ê-
bokoœci 2165 m, Orlen oszacowa³ zasoby wydobywalne
z³o¿a na 2 mld m3 gazu ziemnego o zawartoœci ponad 98%
metanu. Kolejne prace poskutkowa³y wykonaniem dwóch
otworów eksploatacyjnych – Bystrowice OU-2 (1719 m)
i Bystrowice OU-3 (2125 m) – które umo¿liwi³y lepsze
rozpoznanie z³o¿a. Rok 2021 ma przynieœæ kolejne prace
wiertnicze, których wykonanie wp³ynie na wzrost wydo-
bycia gazu.

W okresie œwi¹teczno-noworocznym Orlen z uwag¹
musia³ spogl¹daæ na swoje litewskie aktywa. Z terminalu w
Butyndze, za poœrednictwem którego ropa naftowa jest
transportowana drog¹ morsk¹ do kontrolowanej przez
Orlen rafinerii w Mo¿ejkach, nast¹pi³ wyciek ropy nafto-
wej. Szczêœliwie pocz¹tkowe informacje o 2 t ropy w
Ba³tyku okaza³y siê przesadzone, a zdaniem litewskiego
Ministerstwa Œrodowiska do morza wyciek³o ok. 480 l
ropy. Nie odnotowano zanieczyszczeñ na wodach Litwy
ani £otwy, ale resort œrodowiska Litwy zapowiedzia³ kon-
trolê stanu œrodowiska w okolicy wiosn¹ tego roku.
Poprzedni wyciek z terminalu wydarzy³ siê w listopadzie
2001 r., gdy do Morza Ba³tyckiego trafi³o 59 ton produk-
tów ropopochodnych.

Niezale¿nie od wspomnianych kwestii œrodowisko-
wych Mo¿ejki, bêd¹ce najwiêksz¹ litewsk¹ firm¹ odpo-
wiadaj¹c¹ za 15% wp³ywów do krajowego bud¿etu,
skupi³y na sobie uwagê obserwatorów poprzez uruchomie-
nie nowej linii kolejowej, ³¹cz¹cej rafineriê z Ukrain¹.
Trasa tej linii biegnie przez terytorium Polski i stanowi
przeciwwagê dla odcinka wiod¹cego przez Bia³oruœ. Aktu-
alnie zak³ad w Mo¿ejkach zapewnia dostawy produktów
ropopochodnych na rynki Litwy, £otwy, Estonii, Ukrainy
i Polski.

Jednoczeœnie wci¹¿ kwitn¹ inwestycje PGNiG na
obszarze Morza Pó³nocnego. Norweska administracja naf-
towa wyda³a formalne zgody na przejêcie przez PGNiG
Upstream Norway udzia³ów w czterech koncesjach obej-
muj¹cych z³o¿a Kvitebj�rn i Valemon, zwiêkszaj¹c liczbê
koncesji, w których koncern posiada udzia³y, do 32 akty-
wów. Z³o¿a kupione od Norske Shell charakteryzuj¹ siê
wysok¹ zawartoœci¹ gazu ziemnego, a dziêki transakcji
œrednia dzienna produkcja wêglowodorów PGNiG w Nor-
wegii wzroœnie skokowo o ok. 30%. Zgodnie z prognoz¹
wydobycia, ³¹czna produkcja gazu przez spó³kê wyniesie
w 2021 r. 0,9 mld m3 gazu wobec ok. 0,5 mld m3 w 2020 r.
Po uruchomieniu gazoci¹gu Baltic Pipe, w latach
2023–2028 oba nowo nabyte z³o¿a bêd¹ dostarczaæ PGNiG
Upstream Norway œrednio ok. 0,2 mld m3 gazu rocznie.
Operatorem z³ó¿ jest Equinor, a polski koncern uzyska³ w
Kvitebj�rn (ok. 184,3 mln boe zasobów wydobywalnych)
i Valemon (ok. 29 mln boe) odpowiednio 6,45% i 3,225%
udzia³ów.

Œwiat. Wed³ug szacunków Rystad Energy, globalne
wydobycie gazu ziemnego w 2020 r. spad³o o 3,6% (do
3918 mld m3), za co agencja obwinia g³ównie niskie ceny
na rynkach surowców naturalnych, w konsekwencji pro-
wadz¹ce do s³abszego zaanga¿owania w poszukiwania
i wydobycie. Pandemia wywar³a najwiêkszy wp³yw na wy-
dobycie w Ameryce Pó³nocnej, które spad³o w ubieg³ym
roku o 47 mld m3, tj. do poziomu 1103 mld m3. Popyt na
gaz, g³ównie dziêki niskim cenom surowca i jego konku-
rencyjnoœci w energetyce, nie spad³ tak bardzo, jak popyt
na ropê naftow¹. Odnotowano jedynie 2,5% spadek wzglê-
dem szacowanego poziomu 3840 mld m3. Za spadki by³a
odpowiedzialna g³ównie Europa, w której zu¿ycie zmniej-
szy³o siê o ok. 40 mld m3 (–7% wzglêdem 2019 r.). Obni¿e-
nie popytu o ok. 26 mld m3 odnotowano równie¿ w Afryce,
podczas gdy w Azji popyt na gaz pozosta³ relatywnie silny.
Globalny import LNG, pomimo blokad, wzrós³ o 3%, czyli
do 363 mln ton. Popyt na LNG w Azji wzrós³ o 4% rok do
roku, g³ównie za spraw¹ Chin. Inne pañstwa w regionie
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równie¿ stara³y siê wykorzystaæ niskie ceny gazu do
zast¹pienia wêgla w miksie energetycznym.

Rystad Energy przedstawi³o prognozy dotycz¹ce rynku
energetycznego w roku 2040. Zdaniem analityków tej
agencji œwiatowa produkcja gazu ziemnego wzroœnie do
tego czasu o 24%, tj. do 4857 mld m3, przy czym wiêk-
szoœæ przyrostów bêdzie pochodziæ z Ameryki Pó³nocnej
(+410 mld m3 w porównaniu z produkcj¹ w 2020 r.), a na-
stêpnie z Rosji (+190 mld m3) i Bliskiego Wschodu
(+185 mld m3). Wydobycie gazu ziemnego w Stanach
Zjednoczonych, napêdzane przez odkrycia na obszarze
Marcellusa i basenu permskiego, mo¿e wkrótce osi¹gn¹æ
1194 mld m3, ale w du¿ej mierze bêdzie zale¿a³o od polity-
ki nowego rz¹du USA, który nie jest przychylny sektoro-
wi wêglowodorów. Znacz¹cy wk³ad mog¹ wnieœæ Rosja,
Iran i Katar. Europa natomiast bêdzie jedynym regio-
nem, w którym produkcja spadnie (–74 mld m3), ze wzglê-
du na zmniejszenie dzia³alnoœci w Norwegii i Holandii.
Pomimo wzrostu udzia³u w miksie energetycznym odna-
wialnych Ÿróde³ energii, globalne zapotrzebowanie na gaz
ziemny ma wzrosn¹æ o 26%, czyli do 4867 mld m3, a naj-
wiêkszy przyrost zapotrzebowania jest prognozowany dla
rynku azjatyckiego (+537 mld m3 w porównaniu z 2020 r.).
W samej Europie popyt spadnie o ok. 43 mld m3, a reduk-
cja ta bêdzie zwi¹zana g³ównie z polityk¹ œrodowiskow¹
i wzrostem udzia³u odnawialnych Ÿróde³ energii. Popyt w
USA jest równie¿ zagro¿ony ze wzglêdu na now¹ politykê
œrodowiskow¹, która ma zostaæ og³oszona przez admini-
stracjê Bidena. Oczekuje siê, ¿e œwiatowa produkcja LNG
osi¹gnie 672 Mt w 2040 r., co bêdzie stanowiæ wzrost o 79%
w porównaniu z danymi z 2020 r. Pomimo tego trudno
bêdzie sprostaæ zwiêkszonemu popytowi, ocenianemu na
736 Mt. Oko³o 30% produkcji powinno pochodziæ z USA.
Katar pozostanie g³ównym graczem na rynku LNG, napê-
dzaj¹cym eksport na Bliskim Wschodzie, a Mozambik ma
szansê staæ siê eL(NG)dorado Afryki. Najwiêkszy wzrost
popytu bêdzie napêdzany przez gospodarki azjatyckie –
Chiny, Indie, Pakistan, Tajlandiê i Bangladesz. Import
LNG do krajów europejskich mo¿e siê zmniejszyæ, w zale¿-
noœci od realizacji projektów gazoci¹gów transgranicz-
nych.

Wed³ug Wood Mackenzie rok 2021 bêdzie prze³omowy
dla bran¿y gazowej i LNG, poniewa¿ dekarbonizacja gazu
ziemnego stanie siê strategicznym priorytetem dla wielu
pañstw. Analitycy zidentyfikowali piêæ zakresów tema-
tycznych, które bêd¹ mia³y istotny wp³yw na bran¿ê w tym
roku:

� Wspieranie zwiêkszonego popytu na gaz ziemny
poprzez politykê pañstw azjatyckich i europejskich w tzw.
okresie przejœciowym – obecnie ok. 75% zapotrzebowania
na LNG i niemal¿e 50% emisji dwutlenku wêgla jest gene-
rowanych przez kraje, które przyjê³y politykê d¹¿enia do
neutralnoœci klimatycznej. Rozwój rynku gazowego
bêdzie w du¿ej mierze zale¿a³ od przyjêtej przez polityków
drogi, maj¹cej doprowadziæ do zerowej emisji netto. Przy-
spieszenie przejœcia z wêgla na gaz jest tematem, który
nale¿y bacznie obserwowaæ w Azji, poniewa¿ wêgiel
stanowi ponad 50% miksu energetycznego tego regionu.
W Europie dodatkowe wycofanie siê z elektrowni wêglo-
wych w Niemczech i Polsce mog³oby w perspektywie œred-
nioterminowej wspomóc wiêksze wykorzystanie gazu, tak
jak ma to miejsce w innych krajach europejskich. Ponadto
zdecydowana polityka wspieraj¹ca CCUS (utylizacjê i sk³a-
dowanie dwutlenku wêgla) oraz wodór zwiêkszy³aby
popyt na gaz w sektorach trudnych do dekarbonizacji.

� Ostateczne decyzje inwestycyjne dotycz¹ce wiel-
koskalowych projektów wodorowych i CCUS w bie¿¹cym
i 2022 r. – wiele firm zaanonsowa³o propozycje rozwoju
projektów CCUS na du¿¹ skalê w celu dekarbonizacji kla-
strów przemys³owych lub te¿ wykorzystanie metody paro-
wego reformingu, tzn. procesu produkcji wodoru z metanu
i pary wodnej. CCUS nabiera nowego tempa tak¿e w elek-
trowniach przemys³owych, gdzie koszty wychwytywania
CO2 mog¹ przekraczaæ 100 USD/t CO2. Wsparcie publicz-
ne i regulacje, a tak¿e nowe modele biznesowe by³y klu-
czem do wspierania ostatnich zmian w tej dziedzinie.

� Postanowienia administracji nowego prezydenta
Stanów Zjednoczonych Joe Bidena w sprawie og³oszenia
planu osi¹gniêcia zerowej emisji netto CO2 przez USA –
podczas kampanii prezydenckiej Biden og³osi³ rewolucjê
w dziedzinie czystej energii o wartoœci 2 bln USD, maj¹c¹
na celu przyspieszenie transformacji energetycznej w Sta-
nach Zjednoczonych, w tym uzyskanie zerowej emisji
dwutlenku wêgla netto w sektorze energetycznym do 2035 r.,
oraz powrót do porozumienia klimatycznego z Pary¿a (po-
stanowienia te zosta³y podpisane pierwszego dnia kaden-
cji, podobnie jak blokada budowy ruroci¹gu naftowego
Keystone XL z Kanady). Zdaniem wiceprezesa WoodMac-
kenzie, Massimo Di Odoardo, zmiana prowadz¹ca do poli-
tyki zerowej emisji netto CO2 w sektorze energetycznym
do 2035 r. wymaga³aby radykalnej zmiany obecnego œro-
dowiska, a wdro¿enie tej polityki mo¿e mieæ d³ugofalowy
wp³yw na krajobraz energetyczny Stanów Zjednoczonych.
Analitycy przewiduj¹, ¿e do 2035 r. produkcja energii skut-
kuj¹ca zerow¹ emisj¹ CO2 osi¹gnie 58%, przy silnym
udziale Ÿróde³ wiatrowych i solarnych.

� Ustabilizowanie cen LNG na poziomie 5,6 USD/mln
btu na rynkach europejskich i 7,6 USD/mln btu na rynkach
azjatyckich – w 2020 r. ceny LNG na tych rynkach spad³y
poni¿ej 4 USD/mln btu. Obecnie znacz¹co zale¿¹ one od
warunków klimatycznych. Wzrost cen LNG w drugiej
po³owie 2020 r. w du¿ej mierze by³ spowodowany szybkim
nadejœciem jesienno-zimowych ch³odów, przerwami w
dostawach gazu z powodu braku zdolnoœci ¿eglugowych
oraz opóŸnieniami transportowymi na Kanale Panamskim.
Przyczyni³ siê do niego równie¿ zwiêkszony popyt na LNG
w Azji w czwartym kwartale 2020 r., który powróci³ do
poziomu sprzed koronawirusa. MroŸny pocz¹tek roku na
pó³kuli pó³nocnej sprawia, ¿e popyt w Azji pozostaje
wysoki, a magazyny LNG (zw³aszcza w pó³nocnej czêœci
Azji) przyjm¹ latem wiêksz¹ iloœæ gazu, co z kolei zmniej-
szy presjê na Europê, aby wch³aniaæ nadmiar surowca.

� Podpisywanie d³ugoterminowych kontraktów na
dostawy LNG, równie¿ w relacji do opóŸnionego rozwoju
katarskiego projektu North Field East – oczekuje siê, ¿e
projekt North Field East LNG, rozwijany przez Qatargas,
spó³kê zale¿n¹ Qatar Petroleum, zwiêkszy moce produk-
cyjne LNG w Katarze z 77 do 110 mln ton/rok do 2025 r.
Druga faza ekspansji, znana jako projekt North Field
South, spowoduje dalszy wzrost zdolnoœci produkcyjnej
LNG w Katarze – do 126 mln ton do 2027 r. Rozwój pro-
jektu jest jednak opóŸniony, a ostateczne decyzje inwesty-
cyjne powinny zostaæ podjête w pierwszej po³owie roku,
aby uspokoiæ potencjalnych kupuj¹cych, poniewa¿ w
innym wypadku mog¹ zostaæ zmuszeni do poszukiwania
nowych d³ugoterminowych zobowi¹zañ. Fala niezakon-
traktowanego LNG trafi na rynek po 2025 r., w tym z LNG
Canada (14 mln ton) oraz projektów, które przyjê³y osta-
teczne decyzje inwestycyjne w 2019 r. (70 mln ton).
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Rosja. Gazprom i Wintershall Dea rozpoczê³y wydo-
bywaæ gaz ziemny i kondensat z formacji Achimov obsza-
ru 4A, zlokalizowanego na l¹dowym polu Urengoyskoye
w zachodniej Syberii. Obecnie jest prowadzony rozruch
wydobycia, a po jego zakoñczeniu rozpocznie siê wydoby-
cie komercyjne. Obszary 4A i 5A (które zostan¹ poddane
rozpoznaniu w nadchodz¹cych miesi¹cach) znajduj¹ siê
na pó³noc od obszaru 1A pola Urengoyskoye. Od 2008 r.
Achimgaz, spó³ka joint venture (50:50) Wintershall Dea
i Gazprom Dobycha Urengoy, prowadzi wydobycie gazu
i kondensatu z bloku 1A. Wkrótce jako trzeci konsorcjant
ma do³¹czyæ do projektu austriacki koncern OMV. Forma-
cja Achimov, wykszta³cona w postaci g³êbokowodnych
warstw piaszczysto-gliniastych, zalega na g³êbokoœci
prawie 4000 m p.p.t. i charakteryzuje siê bardzo wysokim
ciœnieniem z³o¿owym (ponad 60 MPa), co sprawia, ¿e
zagospodarowanie z³o¿a jest dla spó³ek sporym wyzwa-
niem technologicznym. Maj¹ znacznie bardziej z³o¿on¹
strukturê geologiczn¹, ni¿ le¿¹ce wy¿ej osady cenomanu
(g³êbokoœæ 1100–1700 m) i walan¿ynu (1700–3200 m). Na
obszarach 4A i 5A koncerny planuj¹ wykonanie 140 otwo-
rów wiertniczych.

Pocz¹tek roku przyniós³ równie¿ obwieszczenia doty-
cz¹ce nowych dzia³añ Gazpromu. We wspó³pracy z Moldova-
gaz podpisano dokumenty przed³u¿aj¹ce dotychczasowe
umowy na dostawy rosyjskiego gazu do Mo³dawii i tranzyt
tego surowca przez jej terytorium. Od pierwszego stycznia
2021 r. rosyjska spó³ka rozpoczê³a dostawy gazu do Serbii,
a tak¿e do Boœni i Hercegowiny, nowym szlakiem Turk-
stream, wiod¹cym przez Turcjê i Bu³gariê. Ponadto zarz¹d
Gazpromu sygnowa³ plany dostaw gazu i rozbudowy infra-
struktury gazowej w Rosji na lata 2021–2025, które
zosta³y zawarte z 67 podmiotami wchodz¹cymi w sk³ad
Federacji Rosyjskiej. Gazprom bêdzie odpowiada³ za budo-
wê 24 400 km gazoci¹gów (2,5-krotny wzrost w stosunku
do poprzedniego piêciolecia) i stworzenie warunków nie-
zbêdnych do dostaw gazu do 3632 miejscowoœci. Roz-
szerzony zostanie zakres prac zwi¹zanych z przebudow¹
i modernizacj¹ techniczn¹ stacji gazowych, co stworzy
mo¿liwoœci dostaw wiêkszej iloœci gazu do dotychczaso-
wych odbiorców oraz przy³¹czenia nowych. Planowane
jest równie¿ realizowanie dostaw gazu poza sieci¹ – z wyko-
rzystaniem skroplonego gazu ziemnego. Szacuje siê, ¿e jeœli
programy na lata 2021–2025 przebiegn¹ zgodnie z planem,
to rosyjski gaz bêdzie móg³ dotrzeæ do 74,7% krajowych
odbiorców. Wa¿nym elementem dzia³añ Gazpromu bêdzie
tak¿e rozwój sektora LNG, w którym spó³ka prowadzi
obecnie wiele projektów. Wœród nich jest zintegrowany
kompleks przetwarzania i skraplania gazu ziemnego
Ust-£uga w obwodzie leningradzkim, którego roczna pro-
dukcja wyniesie 13 mln ton, czyni¹c go najwiêksz¹ fabryk¹
LNG w pó³nocno-zachodniej Europie. Jako istotny dla roz-
budowy infrastruktury gazowej i dostarczania gazu rosyj-
skim odbiorcom jest postrzegany tak¿e rozwój segmentu
ma³ego LNG, w który Gazprom chce zainwestowaæ znacz-
ne fundusze.

Inny z rosyjskich gigantów, £ukoil, rozpocz¹³ pilota-
¿ow¹ eksploatacjê z³o¿a kondensatu gazu ziemnego
Khalmerpayutinskoye w depresji Bolshekhetskaya w auto-
nomicznym okrêgu jamalsko-nienieckim. Firma wykona³a
dwa odwierty, otrzymuj¹c dzienny przyp³yw na poziomie
395 tys. m3 gazu ziemnego i 31 ton kondensatu. Plany
£ukoil dotycz¹ce pola Khalmerpayutinskoye obejmuj¹
wykonanie czterech odwiertów, a decyzja o dalszym zago-

spodarowaniu pola zostanie podjêta po uzyskaniu wyni-
ków z testów produkcyjnych i zebraniu informacji geolo-
gicznej. Spó³ka rozpoczê³a zagospodarowanie z³ó¿ w
autonomicznym okrêgu jamalsko-nienieckim na pocz¹tku
XXI w. W 2005 r. oddano do eksploatacji z³o¿e Nak-
hodkinskoye, a w 2016 r. z³o¿e naftowo-gazowe Pyaky-
akhinskoye. Pod koniec 2019 r. rozpoczêto pilota¿ow¹
eksploatacjê z³o¿a kondensatu gazowego Yuzhno-Messo-
yakhskoye. Pocz¹tkowo mo¿liwe do odzyskania rezerwy
depresji Bolshekhetskaya zosta³y oszacowane na ok. 1 mld
ton.

£ukoil poinformowa³ równie¿ o wydobyciu przesz³o
35 mln ton ropy naftowej na polach Jurija Korczagina i W³a-
dimira Filanowskiego w pó³nocnej czêœci Morza Kaspij-
skiego. Projekty kontynuowane w roku ubieg³ym, wzbogacone
o kolejne odwierty i metody intensyfikacji przyp³ywu, zaopa-
trzy³y spó³kê w ponad 7 mln ton wêglowodorów. Ju¿ wkrótce
bêdzie do nich przylegaæ trzeci du¿y projekt kaspijski, obej-
muj¹cy z³o¿e Valery Grayfer (szacowany poziom wydobycia
to 1 mln ton rocznie), którego infrastruktura jest obecnie kom-
pletowana. Firma kontynuuje równie¿ prace poszukiwawcze
w strukturach Khazri i Titonskaya w rejonie œrodkowego
Morza Kaspijskiego, a w drugiej po³owie 2020 r. wykona³a
odwiert poszukiwawczy w potencjalnej strukturze Seve-
ro-Rakushechnaya na pó³noc od pola Valery Grayfer.

Taas-Yuryakh Neftegazodobycha, przedsiêbiorstwo pro-
dukcyjne Rosnieftu, po wykonaniu odwiertu rozpo-
znawczego na obszarze koncesji Nizhnedzherbinsky
odkry³o du¿e pole gazowo-kondensatowe. Potwierdzaj¹c
komercyjne zasoby gazu i wysok¹ produktywnoœæ z³o¿a,
a tak¿e du¿e mo¿liwoœci dalszej eksploracji, w Pañstwowej
Komisji Rezerw zarejestrowano ponad 75 mld m3 gazu
ziemnego i 1,4 mln ton kondensatu ropno-gazowego.
Rosnieft, za poœrednictwem swojej zale¿nej spó³ki, prowa-
dzi na terenie Republiki Sakha (Jakucja) prace poszuki-
wawcze zakrojone na szerok¹ skalê i osi¹ga wysok¹
efektywnoœæ – w ci¹gu dwóch lat odkry³ trzy z³o¿a. Spó³ka
Taas-Yuryakh odpowiada za zagospodarowanie 10 bloków
koncesyjnych zlokalizowanych w Jakucji, a obecnie jest
zaanga¿owana w prace prowadzone g³ównie w blokach
centralnym i Kurunga pola naftowo-gazowego Srednebo-
tuobinskoye, które jest jednym z najwiêkszych aktywów
Rosnieftu we wschodniej Syberii.

Egipt. ENI zaanonsowa³o dalsze zainteresowanie pro-
wadzeniem wydobycia ropy naftowej z obszaru koncesji
Meleiha na Saharze Zachodniej w Egipcie. Zgodnie z in-
formacj¹ spó³ki, uzyskuje siê z niego 10 tys. bary³ek ropy
dziennie. Z³o¿e to odkryto po odwierceniu otworu Arcadia 9,
zlokalizowanego w strukturze Arcadia South, 1,5 km na
po³udnie od g³ównego eksploatowanego pola Arkadia.
Natrafiono w nim na 26-metrow¹ kolumnê ropy naftowej
w piaskowcach kredowych formacji Alam El Bueib 3G.
Odwiert osi¹gn¹³ ustabilizowan¹ wydajnoœæ 5500 bbl ropy
naftowej na dobê. Dziêki temu znalezisku firma postano-
wi³a odwierciæ dwa kolejne otwory w formacji Alam El
Bueib 3G, Arcadia 10 i Arcadia 11. Pierwszy przewierci³
kolumnê ropy naftowej o wysokoœci 7,5 m, natomiast drugi
– 24 m. Ponadto Arcadia 11 napotka³ 6 m ropy naftowej w
le¿¹cej p³ycej formacji Alam El Bueib 3D. ENI, poprzez
swoj¹ spó³kê zale¿n¹ IEOC, posiada 38% udzia³ów w kon-
cesji Meleiha. £ukoil jest w³aœcicielem 12%, natomiast
50% nale¿y do pañstwowego koncernu Egyptian General
Petroleum Corp.
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Tymczasem konsorcjum Total (35%), Shell (30%),
Kuwait Foreign Petroleum Exploration Company (25%)
i Tarwa (10%) podpisa³o z Egyptian Natural Gas Holding
umowê w sprawie poszukiwañ i wydobycia w obszarze
bloku North Ras Kanayis Offshore w basenie Herodotus
u wybrze¿y Egiptu. Blok o powierzchni 4550 km2 rozci¹ga
siê na odleg³oœæ 5–150 km od brzegu; w akwenie o g³êbo-
koœci 50–3200 m. Basen ten nie by³ dot¹d badany, a umowa
obejmuje kampaniê sejsmiczn¹ 3D w ci¹gu pierwszych
3 lat. Firmy podejrzewaj¹, ¿e poszukiwania te mog¹ za-
owocowaæ kolejnymi odkryciami znacz¹cych z³ó¿ wêglo-
wodorów na Morzu Œródziemnym.

Pozosta³e odkrycia i decyzje prze³omu lat 2020/2021.
ConocoPhillips we wspó³pracy z Pandion Energy odkry³
nagromadzenie ropy naftowej na obszarze koncesji PL 891
w prospekcie Slagugle, 22 km na pó³nocny wschód od pola
Heidrun na Morzu Norweskim. Zasoby wydobywalne tego
z³o¿a wstêpnie oszacowano na 75 do 200 mln boe. Odwiert
poszukiwawczy wykonano za pomoc¹ platformy Leiv
Eiriksson na morzu o g³êbokoœci 355 m. Osi¹gn¹³ on g³êbo-
koœæ koñcow¹ 2179 m.

Petrobras potwierdzi³ obecnoœæ ropy naftowej w
odwiercie 9-BUZ-48D-RJS na pó³nocno-zachodnim krañ-
cu pola Búzios w basenie Santos, 186 km od Rio de Janei-
ro. Otwór wykonano na morzu o g³êbokoœci 1850 m,
dowiercaj¹c siê do g³êbokoœci 5540 m, co umo¿liwi³o uzy-
skanie dop³ywu ropy o doskona³ej jakoœci. Brazylijski kon-
cern planuje zainstalowaæ cztery nowe p³ywaj¹ce statki
produkcyjne, magazynowe i roz³adowcze w Búzios oraz
wykonaæ ok. 100 nowych otworów za kwotê 55 mld USD.

Total i Apache odkry³y znacz¹ce zasoby ropy naftowej
i gazu ziemnego w odwiercie Keskesi East-1 w bloku 58
u wybrze¿y Surinamu. Jest to czwarte odkrycie w rejonie
po sukcesach operatorów w Maka Central, Sapakara West
i Kwaskwasi. Odwiert wykonano na morzu o g³êbokoœci
ok. 725 m. Nagromadzenia wêglowodorów napotkano w
formacjach kampanu i santonu (górna kreda). P³ytszy
interwa³ kampañski obejmuje 58 m netto ropy naftowej,
wêglowodorów lotnych i kondensatu, natomiast santoñski
ok. 5 m netto ropy i wêglowodorów lotnych. Próbki surow-
ca maj¹ gêstoœæ API 27–28o w kampanie i 35–37o w santo-
nie. Trwaj¹ prace wiertnicze w celu znalezienia z³ó¿ w
g³êbiej usytuowanych utworach neokomskich (dolnokre-
dowych).

ExxonMobil prowadzi odwiert Bulletwood-1 w celu
rozpoznania bloku Canje w morskiej strefie ekonomicznej
Gujany. Canje znajduje siê w s¹siedztwie bloku Starboek,
którego rozpoznanie przynios³o znacz¹ce odkrycia wêglo-
wodorów. Przewiduje siê, ¿e Bulletwood-1 ma potencja³
wydobywczy rzêdu 500 mln bbl ropy naftowej, a jako cel
wiercenia przedstawiono kompleks osadów kampanu.

Koncerny Wintershall Dea i Gazprom, poprzez spó³kê
joint venture Wintershall Noordzee, rozpoczê³y wydobycie
z odwiertu D12-B3, usytuowanego nieopodal odkrycia Sil-
limanite South. Platforma D12-B znajduje siê w pobli¿u
granicy angielsko-holenderskiej, na holenderskich wodach
terytorialnych. Gaz ziemny wydobywany za pomoc¹ plat-
formy produkcyjnej D15-A, obs³ugiwanej przez Neptune
Energy, bêdzie transportowany na l¹d. Pole gazowe Silli-
manite rozci¹ga siê na terenie Wielkiej Brytanii (blok
44/19a) i holenderskiego szelfu kontynentalnego (bloki

D12a i D12b). Gaz ziemny znajduje siê w piaskowcach kar-
boñskich zalegaj¹cych na g³êbokoœci ok. 3700 m.

Cue Energy Resources rozpoczê³a wraz z partnerami
joint venture komercyjn¹ produkcjê z l¹dowego pola nafto-
wego PB w Indonezji. Wydobycie jest prowadzone dziêki
wykorzystaniu odwiertu PB-1 o wydajnoœci ok. 600 bbl
ropy naftowej dziennie. Spó³ka og³osi³a, ¿e s¹siaduj¹cy
odwiert poszukiwawczy PB-2 przejdzie rekonstrukcjê w
celu rozpoczêcia wydobycia, a jeszcze w pierwszym kwar-
tale rozpocznie siê wiercenie trzech kolejnych otworów
eksploatacyjnych. Rozci¹gaj¹cy siê na ponad 5600 km2

obszar koncesyjny Mahato PSC, na którym s¹ prowadzone
prace, znajduje siê w basenie œrodkowej Sumatry, w po-
bli¿u wczeœniej rozpoznanych pól naftowych. Warto wspo-
mnieæ, ¿e jeszcze w grudniu 2018 r. Cue Energy Resources
poinformowa³a o odkryciu gazu w odwiercie poszukiwaw-
czym Paus Biru-1, zlokalizowanym na wschodnim
wybrze¿u Jawy w cieœninie Madura, który mia³ siê staæ
sztandarowym projektem firmy.

Rumuñski koncern naftowy OMV Petrom rozpocz¹³
now¹ kampaniê wiertnicz¹, o wartoœci 32 mln euro, w bloku
Istria na p³ytkich wodach Morza Czarnego u wybrze¿y
Rumunii. W ramach programu wykona on dwa odwierty.
Prace s¹ prowadzone na g³êbokoœci ponad 2500 m poni¿ej
dna morskiego, na wodach o g³êbokoœci ok. 60 m. Dotych-
czasowe wydobycie ropy naftowej i gazu ziemnego przez
spó³kê zale¿n¹ OMV z morskiego bloku Istrii wynosi pra-
wie 25 tys. boe dziennie. Morze Czarne ma strategiczne
znaczenie dla Rumunii – wydobycie gazu ziemnego z tego
obszaru pokrywa obecnie prawie 10% rocznego krajowego
zu¿ycia tego surowca. Istotne jest, aby zaznaczyæ, ¿e OMV
Petrom jest równie¿ aktywna w bloku Neptun Deep w
g³êbokowodnych obszarach Morza Czarnego, gdzie pro-
wadzi poszukiwania wspólnie z ExxonMobil. Aby skon-
centrowaæ siê na dzia³alnoœci w regionie Morza Czarnego,
rok 2020 OMV zakoñczy³a podpisaniem umowy z Magne-
tic Oil, w ramach której zby³a swoje aktywa produkcyjne w
Kazachstanie.

Australijska spó³ka 88 Energy przejê³a aktywa pola
naftowego Umiat na pó³nocy Alaski. Zakupiona koncesja
le¿y na po³udnie od innego projektu koncernu, Peregrine,
oraz na zachód od obszaru objêtego projektem Icewine.
Zasoby z³o¿a odkrytego ok. 80 lat temu s¹ szacowane na
ok. 124 mln bbl, a odwierty wykonane w latach 2013–2014
przez firmê Linc Energy uzyskiwa³y ci¹g³y przyp³yw ok.
200 bbl/d przy maksymalnej wartoœci 800 bbl/d. Wydaje
siê, ¿e z takim potencja³em Umiat nie bêdzie stanowi³
samodzielnego projektu, a jedynie zostanie do³¹czony do
projektów s¹siaduj¹cych.

Energean podj¹³ ostateczn¹ decyzjê inwestycyjn¹
dotycz¹c¹ zagospodarowania pola gazowego Karish North
na izraelskich wodach terytorialnych. Firma spodziewa siê,
¿e pierwsze wydobycie w ramach projektu gazowego
Karish North nast¹pi w drugiej po³owie 2023 r. Oczekuje
siê, ¿e pierwszy odwiert w morskim z³o¿u w basenie
Lewantyñskim bêdzie dostarczaæ do 3 mld m3 gazu ziem-
nego rocznie. Wed³ug szacunków udostêpniane pole gazo-
we zawiera 32 mld m3 gazu i 34 mln bbl kondensatu.

�ród³a: Apache, ConocoPhillips, Cue Energy Resources,
Energean, Gazprom, £ukoil, NS Energy Business, OMV
Petrom, Orlen, Petrobras, PGNiG, Rosneft, Rystad Energy,
Total, Wintershall DEA, Wood Mackenzie.
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