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Polska. Spó³ka Gaz-system poinfor-
mowa³a o zakoñczeniu uk³adania pod-
morskiej czêœci gazoci¹gu Baltic Pipe.
Ostatni spaw na odcinku ³¹cz¹cym wybrze-
¿a Polski i Danii wykonano 18.11.2021 r.
U³o¿enie rur na dnie morza by³o – pod
wzglêdem organizacyjnym i technicznym
– najbardziej wymagaj¹c¹ czêœci¹ projek-
tu. Prace zrealizowano zgodnie z wczeœ-

niejszymi deklaracjami i harmonogramem, tote¿ termin
rozpoczêcia komercyjnego przesy³u gazu z norweskiego
szelfu kontynentalnego do Polski, planowany na 1.10.2022 r.,
pozostaje niezagro¿ony. Budowa ok. 275-kilometrowego
gazoci¹gu o œrednicy 900 mm na obszarach morskich
Danii, Szwecji i Polski zobligowa³a Gaz-system do wy-
korzystania specjalnych jednostek p³ywaj¹cych, wykonania
i zabezpieczenia skrzy¿owañ z infrastruktur¹ podmorsk¹
stron trzecich oraz dr¹¿enia tuneli w miejscach wyjœcia
ruroci¹gu na l¹d. Gaz-system prowadzi równie¿ prace na
l¹dzie. W celu wykonania najd³u¿szego przewiertu w
l¹dowej czêœci Baltic Pipe, pod dnem Warty, od listopada
2021 r. do stycznia 2022 r. bêdzie wykorzystywaæ techno-
logiê przewiertów bezwykopowych. Wiercenie znajduje
siê na odcinku gazoci¹gu Goleniów–Lwówek, który wraz
z odcinkiem Niechorze–P³oty i trzema t³oczniami bêdzie
stanowiæ g³ówny element ruroci¹gu na terytorium Polski.

Komisja Europejska (KE) prze³o¿y³a termin przedsta-
wienia œrodków zaradczych w sprawie fuzji PKN Orlen
i Lotosu. Now¹ dat¹ graniczn¹ jest 14.01.2022 r., a zdaniem
spó³ek zakoñczenie procesu ma nast¹piæ jeszcze w pierw-
szym pó³roczu. Orlen finalizuje obecnie umowy z partne-
rami ds. realizacji warunków zaradczych, którzy, zdaniem
w³adz koncernu, zagwarantuj¹ dalszy rozwój biznesowy
firm objêtych postêpowaniem. Warunkami konsolidacji,
wyznaczonymi w lipcu 2020 r. przez KE, s¹ m.in. zbycie
30% udzia³ów w rafinerii Lotos i sprzeda¿ ok. 80% krajo-
wych stacji paliw Lotos. Równolegle do procesu ³¹czenia
z Grup¹ Kapita³ow¹ Lotos trwaj¹ prace zwi¹zane z przejê-
ciem PGNiG przez Orlen.

PGNiG Upstream Norway i Aker BP przesz³y do final-
nych prac projektowych zwi¹zanych z zagospodarowa-
niem z³o¿a King Lear na Morzu Pó³nocnym. Prognozuje
siê, ¿e za spraw¹ tej inwestycji Grupa Kapita³owa PGNiG
o 0,33 mld m3 zwiêkszy roczne wydobycie gazu ziemnego
z norweskiego szelfu kontynentalnego. Planowane wydo-
bycie z King Lear ruszy pod koniec 2027 r. i bêdzie prowa-
dzone za pomoc¹ czterech odwiertów obs³ugiwanych
przez platformê bezza³ogow¹. Zasoby z³o¿a udokumento-
wanego na obszarze koncesji PL 146 i PL 333 Morza

Pó³nocnego wynosz¹ 11,0 mld m3 gazu ziemnego oraz
9,6 mln m3 ropy naftowej. Operatorem jest Aker BP (77,8%
udzia³ów kupionych w 2018 r. od Equinor), a PGNiG Up-
stream Norway – konsorcjantem (22,2% udzia³ów kupio-
nych w 2019 r. od Total). Na obszarze koncesji PL 146
rozpoznanie jest prowadzone od 1988 r., a wydobycie
ruszy³o w 1994 r. W granicach tej licencji znajduj¹ siê
równie¿ struktury z³o¿owe Romeo i Espen. Badania na
obszarze koncesji PL 333 rozpoczêto w 2004 r., a wydo-
bycie w 2013 r.

Pocz¹tek wrzeœnia 2021 r. przyniós³ PGNiG Upstream
Norway niekorzystne wieœci z koncesji 937 na Morzu Nor-
weskim. W odwiercie 6306/3-1S, licz¹cym 2533 m, nie
udokumentowano objawów wêglowodorów. Celem rozpo-
znania by³y wczesnokredowe piaskowce formacji Lyr oraz
póŸnojurajskie piaskowce formacji Rogn. Okaza³o siê, ¿e
piaskowce formacji Lyr, o mi¹¿szoœci 5 m, zawieraj¹
prze³awicenia i³ów z cementem kalcytowym, przez co
maj¹ z³e w³aœciwoœci zbiornikowe, a formacjê Rogn,
mi¹¿szoœci 27 m, tworz¹ piaskowce z cementem kalcyto-
wym – równie¿ o s³abych w³aœciwoœciach zbiornikowych.
Odwiert wykonano na obszarze, który PGNiG naby³ na
pocz¹tku tego roku od INEOS za kwotê 323 mln USD.

Zjednoczone Emiraty Arabskie. Firma Abu Dhabi
National Oil Co. og³osi³a zawarcie dwóch kontraktów
o ³¹cznej wartoœci 1,46 mld dolarów, maj¹cych na celu
wydobycie gazu ziemnego ze z³o¿a Dalma. Z³o¿e Dalma
nale¿y do koncesji Ghasha, która jest najwiêkszym morskim
Ÿród³em kwaœnego gazu ziemnego na œwiecie i jednoczeœ-
nie istotnym czynnikiem zapewniaj¹cym gazow¹ samo-
wystarczalnoœæ Zjednoczonych Emiratów Arabskich (ZEA).
Szacuje siê, ¿e 70% wartoœci kontraktów zasili krajow¹
gospodarkê, a g³ównymi beneficjantami bêd¹ National
Petroleum Construction Company oraz spó³ka joint
venture Técnicas Reunidas i Target Engineering. G³ówne
prace zostan¹ skoncentrowane wokó³ pól naftowych Hair
Dalma, Satah i Bu Haseer, a tak¿e instalacji umieszczo-
nych na wyspie Arzana. Umo¿liwi¹ one wydobywanie
dziennie ponad 9,6 mln m3 gazu ziemnego. Wydobycie
gazu z ca³ego obszaru koncesyjnego Ghasha do koñca
dekady przekroczy 42 mln m3/d. Zakoñczenie kontraktów
ma nast¹piæ w 2025 r. ZEA prowadz¹ równie¿ szeroko
zakrojone badania œrodowiskowe i buduj¹ wiele sztucz-
nych wysp, które maj¹ zapewniæ ¿ywym organizmom mor-
skim nowe siedliska (trzy zosta³y ju¿ ukoñczone).

Koncern Inpex – za spraw¹ wykonania przez spó³kê
zale¿n¹ Jodco Exploration odwiertu poszukiwawczego na
obszarze przybrze¿nym bloku 4 w œrodkowej czêœci emira-
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tu Abu Zabi – odkry³ wiele konwencjonalnych z³ó¿ ropy
naftowej, kondensatu i gazu ziemnego. Prace prowadzono
na podstawie oceny danych z badañ sejsmicznych 3D, co
poskutkowa³o pierwszym odkryciem ropy naftowej
gatunku Murban na tym obszarze koncesyjnym. Firma
zawiadomi³a, ¿e w nienawierconej dotychczas jednostce
geologicznej mog¹ siê znajdowaæ zasoby 1 mld boe.
Odkrycie znajduje siê w s¹siedztwie infrastruktury
wydobywczej ropy naftowej i gazu ziemnego, co ma
przyspieszyæ realizacjê prac i termin rozpoczêcia wydo-
bywania wêglowodorów.

Dzia³ania w ZEA rozpocz¹³ równie¿ tajski PTTEP,
kupuj¹c od Eni 25% udzia³ów w l¹dowej koncesji Area C,
w emiracie Sharjah przy granicy z Omanem. Po transakcji
do w³oskiego koncernu Eni bêdzie nale¿eæ 50% udzia³ów,
a pozosta³ych 25% bêdzie w³asnoœci¹ lokalnego koncernu
Sharjah National Oil Corporation. Obecnie na obszarze
koncesji s¹ prowadzone szeroko zakrojone prace geofi-
zyczne 3D. Wspó³praca w³osko-tajska w emiratach jest silniej
rozbudowana, poniewa¿ firmy s¹ wspólnie zaanga¿owane
równie¿ w trzy inne projekty – Abu Dhabi Offshore 1 Pro-
ject, Abu Dhabi Offshore 2 Project i Abu Dhabi Offshore 3
Project.

Argentyna. W 2022 r. jest planowane otwarcie nowe-
go korytarza wêglowodorowego pomiêdzy Argentyn¹
a Chile, którym stanie siê ruroci¹g t³ocz¹cy dziennie do
100 tys. bary³ek ropy naftowej z basenu Neuquen. Zwiêk-
szenie eksportu ropy jest wyraŸnym sygna³em do intensyfi-
kacji wydobycia z ³upków formacji Vaca Muerta, z których
ma byæ dostarczany surowiec do sieci. Projekt nazywany
Ruroci¹giem Transandyjskim, polega de facto na moderni-
zacji infrastruktury nieu¿ywanej od 2006 r. Jest to ropoci¹g
wybudowany w latach 90. przez pañstwowe firmy naftowe
Argentyny i Chile, YPF i ENAP, który zaopatrywa³ ze z³ó¿
w Neuquen rafineriê ropy naftowej Bio Bio zbudowan¹ na
po³udnie od Santiago. Wraz ze zmniejszeniem wydobycia
z argentyñskich z³ó¿, które w szczytowym okresie koñca
lat 90. osi¹ga³o ponad 840 tys. bbl dziennie, a w 2020 r.
poni¿ej 450 tys. bbl, argentyñska pañstwowa spó³ka naf-
towo-gazowa Yacimientos Petrolíferos Fiscales Sociedad
Anónima (YPF) zdecydowa³a siê zasilaæ surowcem z Neu-
quen jedynie wewnêtrzn¹ gospodarkê energetyczn¹. Gdy
nast¹pi³o o¿ywienie produkcji, stymulowane przez rozwój
Vaca Muerta, Argentyna sta³a siê niemal¿e samowystar-
czalna i rozpoczê³a poszukiwanie zagranicznych rynków
zbytu, zwracaj¹c uwagê w³aœnie na Ruroci¹g Transandyj-
ski. Obecnie dzienne wydobycie ropy naftowej w regionie
utrzymuje siê na poziomie 214 tys. bbl, lecz wedle sza-
cunków w 2022 r. ma wzrosn¹æ do ponad 285 tys. bbl.
Nadwy¿ka mog³aby byæ przeznaczona na eksport do Chile.
Zdaniem dyrektora generalnego YPF, Sergio Affrontiego,
do po³owy 2023 r. Argentyna stanie siê samowystarczalna
(obecnie kupuje mniej ni¿ 20% ropy), a póŸniej, dziêki dal-
szym postêpom prac na Vaca Muerta, bêdzie eksporterem
ropy naftowej. Rozwa¿aj¹c politykê eksportu prowadzon¹
przez YPF, warto tak¿e przypomnieæ o planach rozwiniêcia
pó³nocno-wschodniego kierunku eksportu i zapowiadanej
budowie ruroci¹gu ³¹cz¹cego prowincjê Neuquen z Bra-
zyli¹.

Z koñcem 2020 r. argentyñskie zasoby ropy naftowej
by³y szacowane na 300 mln t, czyli porównywalne do zaso-
bów np. Wielkiej Brytanii. Roczne wydobycie oscylowa³o

w ci¹gu ostatniej dekady w granicach 30 mln t (27,6 mln t
w 2020 r.). W raporcie BP z 2020 r. zak³adano, ¿e pañstwo
to ma zasoby ok. 400 mld m3 gazu ziemnego, ale niekon-
wencjonalny potencja³ wydobywczy basenu Neuquen
zawiera dodatkowo ok. 16 mld bbl ropy naftowej z ³upków
i 8,7 bln m3 gazu ziemnego z ³upków. W³aœcicielem i ope-
ratorem koncesji wydobywczych jest spó³ka YPF, która
chc¹c w pe³ni wykorzystaæ potencja³ wêglowodorowy
regionu, nawi¹za³a wspó³pracê z firmami zagranicznymi,
w tym z Total, Shell, Wintershall, Equinor, Petronas,
Dow Argentina, Petrobras i ExxonMobil.

Angola. W ramach realizacji projektu Platina kon-
cern BP og³osi³ rozpoczêcie wydobycia wêglowodorów
z bloku 18 w Angoli. Dziêki Platinie statek wiertniczy
Greater Plutonio uzyska dostêp do ok. 44 mln bbl rezerw
ropy naftowej, a w szczytowym okresie ma zwiêkszyæ
wydobycie z bloku o 30 tys. bary³ek dziennie. Platina jest
pierwszym nowym projektem w bloku 18 od czasu zwodo-
wania statku Greater Plutonio w 2007 r. i jednoczeœnie
pierwszym nowym projektem BP w Angoli od rozpoczêcia
realizacji projektu PSVM (blok 31) w 2012 r. Zdaniem
dyrekcji angolskiej Narodowej Agencji ds. Ropy, Gazu
i Biopaliw, dziêki temu i innym aktualnie rozwijanym pro-
jektom mo¿na bêdzie zapobiec spadkom produkcji w kraju
oraz zwiêkszyæ zainteresowanie nowymi koncesjami. Mio-
ceñskie piaskowce Angoli ju¿ teraz przyci¹gaj¹ wiele
zagranicznych koncernów, w tym m.in. Eni, które w ramach
Cabaca North zaczê³o w 2021 r. pozyskiwaæ surowiec z bloku
15. Ponadto Angola kilka miesiêcy temu utworzy³a wspól-
ny komitet z Demokratyczn¹ Republik¹ Konga, który ma
umo¿liwiæ poszukiwania i wydobycie wêglowodorów we
wspólnej strefie morskiej. BP Angola ma 46% udzia³ów
w bloku 18 i jest jego operatorem, a pozosta³e udzia³y
posiadaj¹ Sinopec (37,72%) i Sonangol (16,28%).

W Angoli znajduj¹ siê czwarte najwiêksze z³o¿a ropy
naftowej udokumentowane w Afryce (7,8 mld bbl) – po
Libii (48,4 mld bbl), Nigerii (36,9 mld bbl) i Algierii (12,2
mld bbl). Dzienne wydobycie jest niemal¿e identyczne
jak w Algierii – kszta³tuje siê na poziomie 1324 tys. bbl/d.
Kraje te, wobec problemów polityczno-gospodarczych
Libii, pod wzglêdem produkcji ustêpuj¹ w Afryce jedynie
Nigerii (1798 bbl/d). Afrykañscy liderzy wydobycia jako
cz³onkowie OPEC musz¹ siê jednak liczyæ z polityk¹ kar-
telu i dostosowywaæ wydobycie do obostrzeñ nak³adanych
przez tê organizacjê.

Malezja. PTT Exploration and Production poinfor-
mowa³o o odkryciu z³o¿a gazu ziemnego w odwiercie
Nangka-1 w bloku koncesyjnym SK147 u wybrze¿y male-
zyjskiego rejonu Sarawak na Borneo. Wiercenie wykonano
do g³êbokoœci koñcowej 3758 m, natrafiaj¹c na strefy
gazonoœne w zbiorniku piaskowcowym. Po z³o¿u rozpo-
znanym odwiertem Dokong-1 jest to drugie odkrycie na
eksplorowanym obszarze. PTTEP wraz ze swoim partne-
rem koncesyjnym – Petronas (20% udzia³ów) – prowadz¹
dodatkowe badania i estymacjê zasobów zbiornika. Kon-
cern jest mocno zaanga¿owany w malezyjskie prace rozpo-
znawcze i posiada morskie koncesje SK405B, SK410B,
SK438, SK314A, PM407 i PM415, które znajduj¹ siê fazie
wczesnej eksploracji.

Pod wzglêdem produkcji wêglowodorów Malezja jest
obecnie drugim krajem w Azji Po³udniowo-Wschodniej,
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a w 2019 r. by³a pi¹tym eksporterem LNG na œwiecie.
Wydobycie paliw p³ynnych w Malezji jest szacowane
na 596 tys. bary³ek dziennie. W wiêkszoœci jest to lekka
i s³odka ropa naftowa (czyli o ma³ej zawartoœci siarki).
Zasoby ropy naftowej wynosz¹ 2,7 mld bary³ek. G³ównym
towarem eksportowym jest jednak gaz ziemny, którego
zasoby szacuje siê na ponad 0,9 bln m3. Rocznie wydo-
bywa siê 73,2 mld m3 gazu ziemnego, z czego zaled-
wie 38,2 mld m3 przeznacza siê na potrzeby wewnêtrzne.
Niemal¿e po³owa eksportu (14,8 mld m3) zaspokaja rynek
japoñski, znacz¹ca iloœæ chiñski (8,3 mld m3) i po³ud-
niowokoreañski (6,7 mld m3), a w mniejszym stopniu taj-
wañski czy tajski.

Kolumbia. Kanadyjska spó³ka Canacol Energy uzy-
ska³a komercyjny przyp³yw wêglowodorów do odwiertu
Siku-1 w Kolumbii. G³ównym celem wiercenia, o koñco-
wej g³êbokoœci 2690 m, by³y porowate (>20%) piaskowce
formacji Cienaga de Oro. Koncern wyrazi³ du¿e zadowole-
nie ze wstêpnych wyników prac eksploracyjnych, ponie-
wa¿ uzyska³ znaczny przyp³yw gazu z formacji o mi¹¿szoœci
ok. 10 m. Pozyskiwanie gazu z otworu Siku-1 zostanie uru-
chomione na pocz¹tku 2022 r. Odwiert znajduje siê na
obszarze jednej z dziesiêciu kolumbijskich koncesji na roz-
poznanie i eksploatacjê z³ó¿ gazu ziemnego, których ope-
ratorem jest Cancaol. Wszystkie s¹ usytuowane w dolnym
i œrodkowym basenie Magdalena. Po sukcesie Siku-1 firma
postanowi³a wykonaæ odwiert Clarinete-6, który do koñca
stycznia 2022 r. ma umo¿liwiæ pozyskanie gazu ziemnego
z g³ównej formacji zbiornikowej z³o¿a Clarinete – pias-
kowców zbiornika Cienaga de Oro.

Na koniec 2021 r. Kolumbia by³a czwartym krajem
Ameryki Po³udniowej pod wzglêdem udokumentowanych
zasobów ropy naftowej (2 mld bbl) i drugim, za Brazyli¹,
w wydobyciu czarnego z³ota (781 tys. bbl/d). Z³o¿a gazu
ziemnego stanowi¹ zdecydowanie mniejsz¹ czêœæ bogac-
twa kraju ani¿eli ropa naftowa. Udokumentowano zasoby
ok. 100 mld m3 gazu, a roczne wydobycie oscyluje w grani-
cach 13,3 mld m3, co nie wystarcza do zaspokojenia
potrzeb kraju (13,9 mld m3).

Trynidad i Tobago. Firma Touchstone Exploration
opublikowa³a wyniki trzech testów przeprowadzonych w
odwiercie poszukiwawczym Royston-1 w l¹dowym bloku
Ortoire. Potwierdzi³y one odkrycie ropy naftowej w trzech
formacjach. Test wykonany na g³êbokoœci oko³o 3180 m,
w 30-metrowym interwale poœrednim formacji Herrera,
umo¿liwi³ wyp³yw lekkiej, s³odkiej ropy naftowej pod ciœ-
nieniem z³o¿owym ok. 50 MPa. Drugi test produkcyjny,
prowadzony na perforowanym odcinku na g³êbokoœci
3010–3093 m, umo¿liwi³ wydobycie lekkiej, s³odkiej ropy
z nasuniêæ znajduj¹cych siê w górnej czêœci formacji Her-
rera. Ciœnienie z³o¿owe by³o niewiele ni¿sze ni¿ w pierw-
szym teœcie, ale oprócz ropy naftowej nast¹pi³ znacznie
wiêkszy przyp³yw wody. Trzeci test obejmowa³ 25-met-
rowy, perforowany interwa³ w najwy¿szej czêœci nasuniêæ
nale¿¹cych do formacji Herrera. Parametry surowca by³y
takie same, a dodatkowo zaobserwowano przyp³yw do
odwiertu niemierzalnej iloœci gazu ziemnego. Obecnie
Royston-1 oczekuje na rozszerzony test produkcyjny,
umo¿liwiaj¹cy zaprojektowanie optymalnych warunków
do maksymalizacji produkcji. Test ten ma byæ wykonany w

pierwszym kwartale 2022 r., a wydobycie planowo powin-
no siê rozpocz¹æ w pierwszej po³owie roku.

Antyklina Penal–Barrackpore, znana równie¿ jako
system naftowy Penal–Wilson–Barrackpore, skrywa jed-
no z najwiêkszych z³ó¿ ropy naftowej odkrytych w po-
³udniowym Trynidadzie. Wed³ug obecnego rozpoznania
piaskowce Herrera, odkryte w 1939 r., maj¹ umo¿liwiæ
pozyskanie z kondensatu 129 mln bbl ropy naftowej
i 17 mld m3 gazu ziemnego. Z³o¿a znajduj¹ siê g³ównie w
nasuniêciach zwi¹zanych z górn¹ czêœci¹ formacji Herrera,
najczêœciej na g³êbokoœci 1830–3050 m.

Zdaniem kierownictwa Touchstone Exploration Tryni-
dad zapewnia firmie bogate mo¿liwoœci pozyskiwania
wêglowodorów. W Royston unikaln¹ szans¹ dla koncernu
jest to, ¿e mo¿e on zaprojektowaæ profil produkcji od
pierwszego dnia, w³¹czaj¹c w to niski stopieñ emisji oraz
ponowne zat³aczanie gazu i p³ynów z³o¿owych celem pod-
wy¿szenia wspó³czynnika wydobycia ze zbiornika. Do
zagospodarowania pozosta³o kilka stref wype³nionych
wêglowodorami, rozpoznanych przez Royston-1, ale firma
widzi dodatkowe, znaczne mo¿liwoœci w ni¿ej zalega-
j¹cych utworach kredowych. Te zostan¹ zbadane i rozwier-
cone na dalszych etapach zagospodarowania obszaru.

Udokumentowane zasoby ropy naftowej Trynidadu
i Tobago szacowano pod koniec 2020 r. na 0,2 mld bbl.
Krajowa produkcja surowca wynosi³a 76 tys. bbl dziennie,
a zu¿ycie ogranicza³o siê do zaledwie 38 tys. bbl/d. Zasoby
gazu ziemnego wynosi³y ok. 0,3 bln m3, czyli kszta³towa³y
siê na poziomie Brazylii i Peru. Pañstwo to mo¿e siê po-
chwaliæ drugim po Argentynie (38,3 mld m3) wydobyciem
gazu ziemnego w regionie Ameryki Po³udniowej i Œrodkowej
(wynosi ono 29,5 mld m3). Poniewa¿ krajowe zu¿ycie
balansuje na granicy 15 mld m3, gaz z Trynidadu jest trans-
portowany w formie LNG do Hiszpanii (2,2 mld m3),
Wielkiej Brytanii (1 mld m3), USA (1 mld m3), Kanady
(0,8 mld m3) i wielu innych regionów œwiata, w tym Polski
(dostawy do terminalu w Œwinoujœciu).

Arabia Saudyjska. Pañstwowy koncern naftowy Sau-
di Aramco og³osi³ rozpoczêcie eksploatacji ogromnego,
niekonwencjonalnego z³o¿a gazu ziemnego Jafurah, naj-
wiêkszego tego typu pola gazowego w Królestwie Arabii
Saudyjskiej. Firma zawar³a ze wspó³pracownikami kon-
trakty o wartoœci 10 mld USD, a wydatki inwestycyjne w
Jafurah w ci¹gu pierwszych 10 lat rozwoju projektu maj¹
osi¹gn¹æ 68 mld dolarów. Basen Jafurah rozci¹ga siê na
obszarze 17 tys. km2 i skrywa najwiêksze na Bliskim
Wschodzie z³o¿a gazu z ³upków, o zasobach ok. 5,7 bln m3.
Ju¿ w 2025 r. dzienne wydobycie gazu ziemnego ma
przekroczyæ 5,5 mln m3, a 5 lat póŸniej jest spodziewane
uzyskiwanie 11,8 mln m3/d etanu i ok. 630 tys. bbl/d ropy
naftowej. Dziêki zagospodarowaniu tego z³o¿a Arabia
Saudyjska stanie siê jednym z najwiêkszych œwiatowych
producentów gazu ziemnego. Projekt zapewni komercjali-
zacjê eksploatacji niekonwencjonalnych z³ó¿ wêglowodo-
rów, rozszerzy portfel gazowy Aramco i zapewni
dodatkowy surowiec konieczny do rozwoju chemicznej
ga³êzi dzia³alnoœci firmy. Uzupe³ni te¿ zapowiadan¹ kon-
centracjê na niskoemisyjnej produkcji wodoru i pomo¿e
zredukowaæ emisje krajowego sektora energetycznego,
wykorzystuj¹cego przede wszystkim paliwa p³ynne. Ocze-
kuje siê, ¿e w szczytowym okresie wydobycie gazu w Jafu-
rah zast¹pi wykorzystywanie ponad 300 tys. bary³ek ropy
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naftowej dziennie. Projekt ten jest kluczowym elementem
d³ugoterminowej strategii Aramco, a kierownictwo firmy
spodziewa siê, ¿e ca³kowite inwestycje w Jafurah przekrocz¹
100 mld USD. Warto zaznaczyæ, ¿e spó³ka bêdzie realizo-
waæ dwa inne znacz¹ce programy gazowe, które umo¿li-
wi¹ zagospodarowanie z³ó¿ North Arabia i South Ghawar.
Inwestycje te s¹ elementem d¹¿enia królestwa do osi¹gniê-
cia zerowych emisji netto gazów cieplarnianych w 2060 r.

Na koniec 2020 r. Arabia Saudyjska znalaz³a siê na dru-
gim miejscu na œwiecie pod wzglêdem zasobów ropy
naftowej (297,5 mld bbl) – jedynie nieznacznie wyprze-
dzi³a j¹ Wenezuela (303,8 mld bbl). Pod wzglêdem wydo-
bycia równie¿ jest wiceliderem (11 mln bbl dziennie),
zajmuj¹c miejsce za Stanami Zjednoczonymi (16,5 mln bbl).
Poprzez Aramco Arabia Saudyjska eksportuje dziennie
ponad 8 mln bbl ropy naftowej, a warto zaznaczyæ, ¿e
zarówno wydobycie, jak i eksport w czasie pandemii
zosta³y ograniczone na mocy umów wewn¹trz kartelu
OPEC. W prawie 85 mln t surowca zaopatruje rynek chiñ-
ski, w niemal¿e 50 mln t japoñski, a w ok. 42 mln t europej-
ski. Kolejne 37,6 mln t trafia do Indii, 24,9 mln t do Stanów
Zjednoczonych, a pozosta³e 110 mln t na niemal¿e wszyst-
kie œwiatowe rynki ropy naftowej. Udokumentowane zaso-
by gazu ziemnego Arabii Saudyjskiej to 6 bln m3 (po Iranie
i Katarze trzecie miejsce na Bliskim Wschodzie), ale per-
spektywy s¹ o wiele wiêksze i w najbli¿szych latach, bior¹c
pod uwagê rozpoczêcie projektów gazowych, szacunki te
powinny diametralnie wzrosn¹æ. Obecnie wydobycie gazu
ziemnego wynosi ok. 112 mld m3 i ca³kowicie zaspokaja
krajowe zu¿ycie.

Stany Zjednoczone. S³u¿ba Geologiczna Stanów
Zjednoczonych (USGS) uaktualni³a swoje szacunki z 2013 r.
dotycz¹ce nieodkrytych, technicznie mo¿liwych do wydo-
bycia zasobów wêglowodorów w basenie Williston, jednym
z najlepiej zagospodarowanych obszarów wystêpowania z³ó¿
niekonwencjonalnych. USGS donosi, ¿e niekonwencjonal-

ne z³o¿a w formacjach Bakken i Three Forks w Williston
(Montana i Pó³nocna Dakota) zawieraj¹ 4,3 mld bary³ek
ropy naftowej i 4,9 bln m3 gazu ziemnego. Ewaluacja jest
o tyle znacz¹ca, ¿e bazuje na danych z ponad 17,5 tys.
odwiertów wykonanych do tej pory w formacjach Bakken
i Three Forks, z których ju¿ teraz pozyskano ok. 4 mld
bary³ek ropy naftowej. Ocena USGS w najwiêkszym stop-
niu koncentruje siê na obszarach, na których wykonano
mniej odwiertów i s³abiej poznano ich potencjalne zasoby.
Granice stref perspektywicznych okreœlono na podstawie
rozpoznania dojrza³oœci termicznej, cech strukturalnych,
zasiêgów formacji i trendów zmian mi¹¿szoœci, jak rów-
nie¿ zró¿nicowania nasycenia wod¹.

Gujana. Koncern CGX Energy udokumentowa³ przy-
p³yw wêglowodorów do otworu badawczego Kawa-1 w
gujañskim bloku Corentyne. Odwiert Kawa-1 jest wierco-
ny w odleg³oœci ok. 200 km od brzegu Georgetown, na
wodzie o g³êbokoœci 355 m. Jego koñcowa g³êbokoœæ
wyniesie 6685 m, a wiercenie jest podzielone na trzy fazy.
W pierwszej z nich, w ramach rozpoznania horyzontu 19,
na podstawie parametrów wiercenia oraz zwiercin stwier-
dzono obecnoœæ ropy naftowej i kondensatu w kilku forma-
cjach kampanu i górnego santonu. Kolejnymi strefami
docelowymi s¹ g³êbsze formacje santonu – horyzont 23 i ho-
ryzont 25. Ca³kowite koszty prac otworowych wzros³y do
ok. 125 mln USD, a koncern CGX mo¿e byæ zmuszony do
poszukiwania partnera do dalszego finansowania projektu.
Tym bardziej, ¿e po zakoñczeniu wiercenia Kawa-1 zakon-
traktowany statek Maersk Discoverer ma wykonaæ dla CGX
kolejny odwiert w nieodleg³ym bloku Demerara – Makara-
pan-1. CGX jest operatorem obu bloków i posiada 66,67%
udzia³ów, a pozosta³e udzia³y (33,33%) nale¿¹ do firmy
Frontera.

�ród³a: ADNOC, BP, Canacol, CGX, Gaz-system, Inpex,
Oil and Gas Journal, Orlen, PGNiG, PTTEP, S&P Global,
Saudi Aramco, Touchstone, USGS
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