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Kontrakt na 24 lata versus STS LNG 

dr Piotr Syryczyński 

Kontrakty długoterminowe na dostawy kopalin są jednymi z trudniejszych kontraktów na rynkach 
światowych. Na początku listopada 2018 wszedł w życie 24-letni kontrakt na import gazu z USA do 
Polski. W grudniu 2018 zawarto kolejny kontrakt1. Ze względu na cenzurę informacji, można tylko 
spekulować czy są one podpisane na rozsądnych warunkach biznesowych. 

Łączna ilość zakontraktowanego gazu w USA przez naszego monopolistę jest już 7,4 mld m3 rocznie. 

Informacje podawane przez strony kontraktu są skąpe a przecież tego typu kontrakty są ważne dla 
planowania inwestycji długoterminowych np. dotyczących wytwarzania energii z importowanego 
gazu. Przy takim podejściu naszego monopolisty do swoich obowiązków informacyjnych nie 
wiadomo, na jakich warunkach cenowych sprowadzać on będzie gaz w przyszłości. 

8 listopada 2018 podano jedynie takie dane, że zakupiono od firmy Cheniere gaz z dostawą do 
Świnoujścia w latach 2019 – 2022: ok. 0,73 mld m3 gazu po regazyfikacji łącznie w całym okresie oraz 
w latach 2023 - 2042: ok. 39 mld m3 gazu po regazyfikacji łącznie w całym okresie, tj. ok. 1,95 mld m3 
gazu po regazyfikacji rocznie. Zatem umowa została zawarta na okres 24 lat a dostawy będą 
realizowane w formule Delivery Ex-Ship. 

Gdy firma Cheniere dopiero organizowała proces inwestycyjny (rok 2011) i pozyskiwała źródła 
finansowania to przedstawiła dość jasne zasady, na jakich będą zawierane kontrakty. Poniżej kilka 
informacji z publicznie dostępnego dokumentu: 

 

Zatem jako zasadę zaprezentowaną inwestorom wprowadzono dwudziestoletnie kontrakty typu 
take-or-pay z poziomem ceny za usługę w rejonie 2,5 – 3 USD za mmBtU tj. za usługę skraplania gazu. 
Na niektórych konferencjach przedstawiciele tej firmy informowali, że mogą być nieco krótsze okresy 
związania tym kontraktem take-or-pay o ile będzie wyższa cena za usługę lub inne mniej korzystne 
warunki. Kolejna ważna informacja jest podana w dalszych prezentacjach: 

                                                           
1 https://www.energetyka24.com/autorzy/pgnig-zawarl-kolejna-umowe-na-dostawy-lng-z-usa Umowa z Port Arthur LNG 
(zakup 2 mln ton LNG rocznie (2,7 mld m3 po regazyfikacji) przez 20 lat)jest już kolejnym kontraktem na dostawy LNG w 
portfelu PGNiG. Wcześniej spółka zakontraktowała dostawy skroplonego gazu z Cheniere Energy (USA): 0,7 mld m3 w 
latach 2019-2022 i 39 mld m3 (ok. 2 mld m3 rocznie) w latach 2023-2042 (delivery-ex-ship); Venture Global Cacasieu Pass 
(USA): 1,35 mld m3 rocznie przez 20 lat od 2022 roku (free-on-board); - Venture Global Plaquemines LNG (USA): 1,35 mld 
m3 rocznie przez 20 lat od 2023 roku (free-on-board); 
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Zatem ten główny amerykański eksporter wymaga, aby kupować gaz od nich, ale po cenie na Henry 
Hub plus 15 %. Dzięki takiej strukturze finansowania (tj. dzięki klientom, którzy podpisują te 
wieloletnie kontrakty) ta firma buduje potężny park instalacji do eksportu LNG tzn. będzie to, co 
najmniej 6 instalacji skraplania w Sabine Pass (do 27 mtpa) a także 5 instalacji w Corpus Christi (do 
22,5 mtpa). To za pieniądze klientów (i dzięki temu, iż gwarantują odbiór gazu) powstają rurociągi i 
ewentualnie nowe kopalnie gazu w USA. 

Port Athur LNG też podpisał kontrakt na bazie Henry Hub (to podano publicznie). 

Typowy producent gazu łupkowego w USA ma stosunkowo wysokie finansowanie długiem np. przy 
kapitałach własnych 800 mln dolarów ma długu 2,4 mld dolarów. Ci producenci mają zazwyczaj 
ustaloną sprzedaż gazu tylko na maksimum 2-3 lata naprzód. Widać to wyraźnie w ich informacjach 
giełdowych a zatem podmiot prowadzący terminal do skraplania gazu nie jest w stanie „zakupić” gazu 
dziś z dostawą za 5 czy 20 lat – nie ma takiej giełdy z takimi kontraktami. 

Większość producentów gazu w USA ma wykupione zdolności do odtransportowania gazu. Tzn. nowe 
gazociągi są budowane na zasadach takich, że można w nich wykupić określone zdolności przesyłowe 
a banki finansujące inwestycje wydobywcze domagają się, aby w całym pakiecie inwestycyjnym jaki 
realizuje inwestor budujący nową kopalnię gazu były też nabyte w wystarczającej ilości „prawa do 
przesyłu”. To powiązanie napędza inwestycje w gazociągi przesyłowe. 

Banki inwestycyjne wiedzą ze smutnego doświadczenia, iż niekiedy nawet zbudowana kopalnia nie 
ma jak odwieźć kopaliny bo nie zapewniła sobie sposobu transportu. Jest znana sprawa pewnej 
kopalni o zdolności wydobywczej 10 mln ton węgla rocznie położonej na zachodniej Syberii, która po 
zbudowaniu zbankrutowała bo nie miała i nie ma miejsca na kolei transsyberyjskiej aby wywieźć swój 
węgiel na wschód do Chin. A zatem teraz ta firma transportuje węgiel na zachód i poprzez Bałtyk i 
dalej dookoła Europy i Azji jest on wieziony do Chin (a częściowo do Polski gdzie na każdym pustym 
miejscu w Gdańsku leżą jego hałdy). Dzięki tej kopalni cena węgla loco Bałtyk należy do jednych z 
najniższych na świecie. 

Do końca 2016 Cheniere wysłał z USA ok 100 statków z gazem w ilości około 315 TBtu a w roku 2017 
było to już około 200 statków, co dało ok 735 TBtu. Było to 2,6 % całej produkcji gazu w USA. W 
prezentacji z III 2018 Cheniere potwierdza, iż jest stosowany narzut 15 % na cenę z Henry Hub. 
Zakładam na tej podstawie, mimo ukrycia tej istotnej informacji w komunikacie do giełdy 
warszawskiej, że kontrakt na 24 lata jest zawarty w taki sposób, że płacone będzie za skroplenie gazu 
plus 15 % ceny na Henry Hub. Jaka naprawdę będzie cena tego gazu za 10 -20 lat? 
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Spróbujmy zajrzeć w głąb systemu rurociągów USA i zastanówmy się jak będzie cena na Henry Hub 
nie dziś, ale w roku 2022 i dalej aż do roku 2045. Albowiem kontrakt naszego monopolisty to nie jest 
kontrakt mający jakąś formułę indeksowaną typu cena za określoną ilość gazu wynosi sumę np. 25 % 
ceny X baryłek ropy plus 25 % ceny tony miedzi plus 25 % ceny tony zboża plus 25 % jakiegoś 
europejskiego indeksu cenowego np. 100 MWh w szczycie wieczornym. Gdyby formuła cenowa 
opierała się na takim zróżnicowanym portfolio towarów to wtedy ta cena byłaby dość stabilna i 
bardziej związana z gospodarką europejską, od której jesteśmy uzależnieni. Ale ten eksporter 
amerykański takich kontraktów nie zawiera – musiałby wtedy wziąć na siebie bardzo duże ryzyko 
giełdowe i musiałby o tym poinformować swoich inwestorów – a takiej informacji nie podał. 

Kontrakt zawarty w XI 2018 otwiera potencjalnego polskiego odbiorcę na rynku energii (chcącego 
zbudować sobie np. obiekt kogeneracyjny na bazie tego importowanego gazu) na zależność od 
wahań na rynku amerykańskim – oczywiście gaz z tego kierunku będzie uśredniany cenowo z gazem z 
innych kierunków, ale inni dostawcy nie należą do tanich a ich kontrakty także mają formuły 
rewaloryzacyjne (choć innego typu). Nie wyjaśniono akcjonariuszom tego monopolisty, że tak 
naprawdę podpisano dwa kontrakty tj. kontrakt na skraplanie gazu plus kontrakt na zakup gazu, ale 
ten drugi jest po bardzo zmiennej cenie. A to jest informacja mająca znaczenie dla kursu akcji w 
przyszłości. 

Henry Hub to nie jest giełda a jest to wyłącznie indeks cenowy i to jest jeden z kilkunastu indeksów 
cenowych ustalanych w USA. Indeks cenowy to po prostu sposób wyliczenia ceny na podstawie 
dobrowolnych informacji zbieranych od stron wielu transakcji kupna-sprzedaży. Akurat Henry Hub 
ma brane w swoim wyliczeniu stosunkowo dużą ilość transakcji, ale w większości są to transakcje, 
jakie zawiera firma Cheniere (!). 

Im więcej instalacji do skraplania gazu zbuduje na południu USA firma Cheniere (z pieniędzy klientów) 
to tym bardziej indeks Henry Hub będzie pod wpływem jej własnej polityki handlowej i będzie 
uzależniony od intensywności jej zakupów gazu od różnych producentów. Albowiem tym większy 
udział będzie tej jednej firmy w decydowaniu o tym jednym indeksie cenowym. 

To jest tak, jakby handlarz mięsem na bazarze umawiał się klientami na rynku o tym, że cena sznycli 
pakowanych klientom będzie zależna od ceny płaconej rolnikom dojeżdżającym do bramy targu, ale 
tak naprawdę to ten jeden handlarz kontroluje 60 a docelowo nawet 80 % rynku mięsa 
wjeżdżającego na ten targ. Na razie jest wielu rolników i czekają oni ze schylonymi głowami na klienta 
(sami nie mają budek z mięsem na tym targu ani nie mogą ich pozyskać), ale ta sytuacja może się 
zmienić za jakiś czas. 

Doskonale zauważają to np. p.p. Bradford G. Leach oraz Benjamin Schlesinger w swoim artykule Is 
Henry Hub Still Relevant in the Changing North American Gas Market?2 

Physical liquidity at Henry Hub, however, has steadily declined. This paper considers what risks are 
posed by this decline, and what kinds of players need to worry about it.  We review why this is 
happening, how it may force reorienting Henry Hub as the premier North American gas pricing 
location, and what the potential implications are for players throughout the global gas industry. …The 
Marcellus, Utica and some of the continent’s other newly prolific shale fields are located far from 
                                                           
2 https://www.gasstrategies.com/information-services/lng-business-review/henry-hub-still-relevant-changing-
north-american-gas-market  
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Henry Hub. These developments are changing the geography of North American gas production and, 
with that, the distribution of physical trading liquidity. 

Henry Hub to lokalizacja obok miejscowości Erath w Luizjanie, i w tej lokalizacji rozlicza się kontrakty 
future wprowadzone przez giełdę NYMEX, ale jest to jedno z prawie 100 miejsc gdzie takie rozliczenia 
są stosowane (choć oczywiście tutaj w Luizjanie jest największa płynność kontraktów opcyjnych ale 
wcale tam nie ma najwyższej płynności zwykłych kontraktów na dostawy gazu!). Jest to miejsce 
fizycznego styku około jedenastu rurociągów, ale to miejsce jest teraz w roku 2019 już znacznie 
oddalone od miejsc produkcji gazu łupkowego. 

W 1990, gdy wprowadzano do stosowania ten indeks to wtedy NA POŁUDNIE od tej lokalizacji tj na 
szelfie Zatoki Meksykańskiej produkowano aż 13,4 Bcf gazu dziennie a w roku 2014 produkowano na 
szelfie tylko 3,4 Bcf dziennie. Zatem wtedy w roku 1990 był to dobry indeks cenowy gdyż pokazywał 
cenę z uśrednienia dostawców z południa zanim ten gaz będzie przetłoczony na północ do 
odbiorców. Henry Hub był utworzony, jako indeks dla gazu konwencjonalnego pozyskiwanego na 
szelfie USA dla rozliczeń z klientami ulokowanymi na północy. To był indeks uśredniający ceny gazu 
na południu przed ich tłoczeniem na północ gdy tam na północy brakowało gazu lub konkurował on z 
gazem kanadyjskim. 

Produkcja gazu przenosi się od lat w USA coraz bardziej na północ. Już w roku 2015 widać było 
wyraźnie, że cena na północy jest znacznie niższa, bo są ograniczenia w przesyle na południe i na 
zachód USA. Dla przykładu w 2015 cena na Henry Hub była wiosną rzędu 2,5 USD za MMBtu, podczas 
gdy indeks NATURAL GAS-DOMINION (APPALACHIA)-INSIDE FERC dawał 1.34 za MMBtu i co więcej 
było tam fizycznie znacznie więcej transakcji gazowych. Henry Hub stał się teraz indeksem cenowym 
pokazującym, po jakiej cenie podmioty ulokowane na południu USA (skraplające gaz i eksportujące 
LNG) zakupują gaz z północy lub północnego zachodu. 

W roku 2018 indeksy w Kanadzie pokazywały ceny nawet rzędu 1-1,2 USD za MMBtu gdyż 
producenci w Kanadzie mają nadmiar gazu i nie są w stanie go wyeksportować (ponad limit ok 60 mld 
m3 rocznie) ale ograniczeniem w eksporcie nie jest już sprawa gazociągów ale kwestia rozwoju 
wydobycia gazu w obszarze Marcellus-Utica, który odcina producentów kanadyjskich od niektórych 
segmentów rynku. 

Pod koniec 2017 zaczął się wzrost indeksów cenowych w północno-wschodniej części USA dzięki 
rozwojowi przemysłu, czyli odbiorców gazu oraz dzięki nowym gazociągom do wysyłki gazu. Dane 
indeksów cenowych w rejonie Marcellus-Utica czyli północnego zagłębia gazu łupkowego w grudniu 
2017: Tennessee Zone 4 : 2,29 USD/MMBTU, Leidy Recepits 2,39 USD/MMBTU oraz Dominion 
Appalachia 2,50USD/MMBTU. A w kwietniu 2016 te same indeksy były jeszcze na poziomie ok 1,1 – 
1,3 USD za MMBTU. Można to też zobaczyć na poglądowym rysunku: 
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Firma Cheniere musi i będzie przez najbliższe 25 lat skupować gaz od różnych producentów i 
transportować go na południe, aby móc go wyeksportować. Dopóki skala działalności firmy Cheniere 
była niewielka w porównaniu do płynności rynku w tej części USA to nie było problemu. Ale z każdym 
nowym terminalem do skraplania oddanym do użytku na południu USA sytuacja zaczyna być inna. I 
nie ma znaczenia czy te nowe terminale są firmy Cheniere czy jej konkurentów – każdy kolejny 
zmienia równowagę na południu USA. 

Cheniere dla wypełnienia swoich zobowiązań będzie musiało kupować gaz z coraz większych 
odległości za 5 – 10 lat. Teraz, gdy wzrastają ceny na północnym wschodzie to, jeśli Cheniere będzie 
musiało wywiązać się ze swoich kontraktów, to będzie musiało podwyższyć ceny płacone 
przynajmniej o koszt transportu na południe plus dodatkowe koszty (oczywiście część gazu będzie 
kupować z bliższych kopalń ale to będzie malało w proporcji). Na poniższej prezentacji widać, w czym 
jest problem: 

 

Jest to prezentacja z sierpnia 2018 pokazująca, że właśnie ceny na południu są niekiedy znacząco 
wyższe niż na północy (PA producers oznacza region Pennsylwanii). Szczególnie w miesiącach letnich, 
gdy nie ma zapotrzebowania na ogrzewanie w pn-wsch części USA różnica bywa znacząca. W roku 
2011, gdy nie było jeszcze eksportu gazu to cały rynek amerykański był uznawany za jednolity 
(„ogólnokrajowy”) np. w pracy Roger George Avalos, Pipeline Constraints in Wholesale Natural Gas 
Markets: Effects on Regional Pricing and Market Integration, January 2012, Montana State University 
pokazano wyniki analiz tzw testu ADF. 
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Prognozy ekonomiczne dla USA mówią, że w niektórych stanach zużycie gazu za 10 lat będzie o 90 % 
wyższe niż obecnie. A to oznaczać może koniec epoki niskich cen na północy. 

Zaczyna to przypominać podobną sytuację największego rosyjskiego producenta gazu czyli 
Gazpromu. Ma on gaz bardzo tanio pozyskiwany, ale zlokalizowany kilka tysięcy kilometrów od 
głównych odbiorców. I musi go transportować przez długie sieci gazociągów. Oczywiście za chwilę 
zakończy budowę Nord Stream 2 ale gaz do niego musi być transportowany tysiące kilometrów. 

W USA dodatkowe złoża (dla zapewnienia ekspansji eksportowej) są też coraz dalej a więc coraz 
bardziej kosztuje wybudowanie dodatkowej infrastruktury i remont tej już zbudowanej. A zdolność 
przesyłowa tych gazociągów powoli się wyczerpuje. Przez najbliższe 25 lat mogą pojawiać się w USA 
sytuacje okresowego zatrzymania przepływu z przyczyn technicznych czy innych a wtedy różnica 
między cenami na Henry Hub i cenami na północy będzie prawdopodobnie wzrastać. Dlatego autorzy 
wspomniani wcześniej podają prostą regułę: 

And there will be a need for parties holding long-term gas sales and purchase agreements (SPA) to 
consider with diligence the published hubs and pricing points that may be included as indices in their 
SPAs or other local contracts 

Jest też inny czynnik znacząco wpływający na prognozy cenowe na południu USA. Jest to intensywna 
praca stanu Alberta i całego rządu kanadyjskiego nad uruchomieniem projektów LNG, które 
bezpośrednio zabiorą część rynku azjatyckiego. Jak dotąd (co pokazują sprawozdania firmy Cheniere) 
około 65-70 % produkcji z Sabine Pass i Corpus Christi jest sprzedawane do Azji i tam są najwyższe 
ceny. Ale Kanada rocznie eksportuje do USA 60 mld m3 gazu po cenie ½ czy 1/3 ceny na Henry Hub i z 
tego powodu są wszyscy w tym kraju niezadowoleni, bo USA reeksportują gaz do Azji zarabiając na 
tym zupełnie dobrze. 

Kanada tutaj jest na razie w sytuacji Turkmenistanu, który przez cały okres początku swojej 
niepodległości musiał sprzedawać gaz po niskiej cenie do jedynego odbiorcy (czyli na północ do sieci 
Gazpromu). Po zbudowaniu za parę lat (czyli właśnie około 2022-2024) terminali na zachodnim 
wybrzeżu Kanady (dla gazu ze stanu Alberta, tutaj już są pozytywne decyzje inwestycyjne) oraz 
terminalu na wschodnim wybrzeżu, producenci gazu z Kanady znacznie ograniczą wysyłkę gazu do 
USA a ponadto zabiorą część azjatyckiego rynku firmie Cheniere i innym projektom. W tej sytuacji 
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odbiorcy gazu w centralnej i północnej części USA zwiększą swoje zapotrzebowanie na gaz stricte 
amerykański (bo już nie będzie napływał tani gaz z Kanady w takich ilościach). Przyczynia się do tego 
także dość dobra sytuacja gospodarcza w USA – każdego miesiąca powstaje ponad 200.000 nowych 
legalnych miejsc pracy. Gospodarka USA zacznie zużywać coraz więcej gazu na swoje własne 
potrzeby. 

Z tego powodu ceny indeksów gazowych w północnej części USA mogą powędrować za 5-10 lat 
raczej w obszar 4 USD za mmBtu a może nawet do 4,5 USD za mmBTu. A to oznacza, że cena na 
Henry Hub będzie musiała być wyższa od ceny na północy, o co najmniej 0,5 USD za MMBtu i osiągnie 
może nawet 5 USD za MMBtu czyli 184,5 dol/1000 m3. A wtedy jest to koniec marzeń o tanim gazie z 
USA bo po dołożeniu do tego ceny za skraplanie i za transport oraz regazyfikację dostaniemy zgoła 
inne ceny na wyjściu z terminala LNG w Świnoujściu. 

W wielu publikacjach wskazuje się, że w najbliższych latach będzie wzrastała produkcja przede 
wszystkim w obszarach „łupkowych” Marcellus i Utica a dwa południowe obszary czyli Eagle Ford 
oraz Haynesville niekoniecznie będą miały przyrost ilości wydobytego gazu. Poniżej fragment 
informacji dla inwestorów jednego z producentów gazu. 

 

Sens importu gazu z USA do Polski za 10-20 lat jest tylko o ile granicą ceny „na wejściu” przed 
skraplaniem będzie 3 USD za MMBTU (lub nieco więcej o ile inni dostawcy też podniosą ceny). Układ 
obszarów wydobywczych w USA jest pokazany tutaj: 
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Terminale firmy Cheniere bazują (teraz w roku 2019!) przede wszystkim na obszarach wydobywczych 
Eagle Ford i Haynesville. Ale za 10 lat sytuacja będzie inna. Podobne prognozy potwierdza 
amerykańska EIA w Annual Energy Outlook 2016: 

 

Prognozy te są związane z prognozami wydobycia w poszczególnych obszarach (dalej rysunki z 
raportu Platts : LNG Special report, June 2018): 

 

Istnieją też czynniki, jakie mogą zmieniać cenę gazu „na Henry Hub” i są one związane, z co najmniej 
dwoma kwestiami: inwestycji nowych graczy w obszar gazu łupkowego Permian oraz kwestia 
przepustowości Kanału Panamskiego. 

W grudniu 2018 firma Chevron ogłosiła plan inwestycji na rok 2019 i to, co było pewnym 
zaskoczeniem to znaczący wzrost inwestycji w obszar Permian do poziomu nawet 3,6 mld dolarów z 
ogólnej puli 20 mld dolarów inwestycji. Obszar Permian to zachodni Teksas i Nowy Meksyk a zatem 
są to obszary nastawione na wysyłkę gazu na zachód i ewentualny eksport przez nowe terminale. 
Ponadto obszar Permian znajduje się, co najmniej 800 mil (ponad 1000 km!) na zachód od punktu 
rozliczeniowego Henry Hub. 

Firma Chevron zamierza oferować swoim klientom pełną usługę tzn. zarówno gwarancję stabilnej 
ceny gazu i gwarancję jego skroplenia za określoną cenę. Zaczyna się tworzyć rynek klienta i czasami 
nie warto wskakiwać do pociągu pospiesznego, który właśnie nadjechał a lepiej poczekać na 
nowoczesny ekspres, który przyjedzie za kilkanaście minut. Może się okazać za 5-10 lat, ze lepiej 
kupować gaz z obszaru Permian czyli do zachodniego konkurenta Cheniere i lepiej będzie kupować 
wprost od producenta, który będzie mógł zagwarantować realnie indeksowaną cenę gazu. Dla klienta 
europejskiego bezpieczniej mieć cenę za gaz stałą lub precyzyjnie indeksowaną określonymi 
parametrami gospodarczymi niż mieć pełne otwarcie na wahania rynku w USA. 

Widać jak wzrastać będzie skupowanie gazu na południu USA po ilości planowanych inwestycji: 
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W 2025 już około 11 % amerykańskiej produkcji gazu będzie eksportowane (czyli ok 6 Bcf dziennie) a 
prognozy do roku 2040 wskazują, iż to może być nawet 20 % produkcji. Jednak większość terminali 
do eksportu jest zgrupowana w jednym miejscu tj. na południu i będą one walczyły o ten sam gaz, 
czyli producenci gazu będą mieli do wyboru więcej niż jednego handlarza: 

 

Zatem firma Cheniere w pewnym momencie za kilka lat (akurat, gdy wejdzie w życie główna część 
kontraktu „polskiego”) będzie musiała konkurować z kilkoma innymi terminalami do skraplania LNG. 
Będą to nowsze terminale, które być może zaoferują, dzięki nowej technologii skraplania nieco niższe 
ceny. 

Z końcem 2019 rusza duży gazociąg noszący nazwę Kinder Morgan Gulf Coast Express Pipeline, 
którego głównym zadaniem będzie dostarczenie 20 mld m3 gazu z obszaru Permian do nowych 
terminali eksportowych w rejonie na zachód od Houston. Zatem te nowe terminale eksportowe też 
będą miały bliżej do tego istotnego źródła dostaw gazu. Rozwój sieci rurociągów jest oszałamiający w 
południowej części USA i służy przede wszystkim temu, aby jak najlepiej dostarczyć gaz do 
istniejących i nowych terminali skraplających: 
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Zatem te inwestycje pomogą usunąć ograniczenia w przesyle, ale nadal pozostanie zwykła 
konkurencja różnych kopalń gazu. Ciekawe skutki rynkowe ma nowo uruchomiony duży gazociąg 
przez stan Ohio, zbudowany za 4,2 mld dolarów, którego celem jest dostarczenie głównie gazu z 
obszaru wschodniego Ohio, zachodniej Pensylwanii oraz z obszaru Zachodniej Wirginii w kierunku 
północno zachodnim do nowych odbiorców i terenów o wyższych cenach. Ten gazociąg jest jednym z 
kilku dla wysyłki gazu z obszaru Marcellus – Utica w nowych kierunkach (tutaj do stanu Michigan i 
rejonu Detroit). 

Skutek na sytuację polskiego odbiorcy gazu ma nawet to, że po rozbudowie o nowe śluzy Kanał 
Panamski przepuszcza tylko statki o rozmiarach do 170.000 – 180.000 m3 LNG a zatem nie Q-flex i Q-
max. Wkrótce Kanał Panamski dojdzie do 100 procent obciążenia w zakresie przepuszczania statków 
z LNG z południowego USA do Azji: 

 

Analizy pokazują, iż „zatkanie się” Kanału Panamskiego od 2021 (a nie ma realizacji budowy 
„chińskiego” kanału przez Nikaraguę3) będzie powodować ograniczenie eksportu gazu z USA do Azji, 
czyli będzie działać na rzecz powstrzymywania wzrostu cen na Henry Hub. Opisana sytuacja może 
wręcz spowodować, iż amerykańskie terminale LNG będą miały stale niewykorzystane moce 
skraplające, czyli np. będą sprzedawać na sezon jesienno-zimowy swoje 5-20 % mocy w dodatkowych 
kontraktach spotowych a nie 20-letnich. Oczywiście jest możliwy transport LNG dookoła Ameryki 
Południowej, ale to jest już droższe o przynajmniej 1 USD/MMBtu (i trzeba tutaj inne, większe statki a 
zatem jest mniejsza konkurencja i istotnie wyższe jednostkowe koszty transportu). 

Ta sytuacja może zaostrzyć konkurencję z gazem z Rosji na terenie Europy (tutaj płynie się prosto 
przez Atlantyk). Jest tu jednak pewna zagwozdka dla naszych polskich spraw – czy przypadkiem ta 
sytuacja po roku 2021 nie spowoduje większej konkurencji i czy na pewno wybraliśmy najlepsze 
miejsce do zakupu i najlepszą ofertę? Po co aż tak dużo gazu z jednego miejsca? 

W USA ma miejsce rozwój nowych inwestycji wydobywczych gdyż przedsiębiorstwa górnicze w tym 
sektorze płacą mikroskopijne podatki. Ale w gazie łupkowym pojedyncza „kopalnia” ma czas życia 
tylko 6 – 12 lat. Potem muszą być robione dalsze odwierty i szczelinowania. Czy kolejne administracje 
amerykańskie i kolejni wybrani np. za sześć lat kongresmani i senatorzy będą dalej utrzymywać te 
niskie podatki? A co będzie, jeśli do władzy dojdzie w USA grupa bardziej „lewicowa”, która 
zdecyduje, że trzeba opodatkować wyżej „łupkarzy”, bo robią oni duże zyski na tym eksporcie dobra 
                                                           
3 https://thediplomat.com/2019/08/nicaraguas-chinese-financed-canal-project-still-in-limbo/  
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narodowego z USA, czyli gazu (a te podatki są potrzebne na różne nowe programy socjalne)? Jaki jest 
program gospodarczy p. Elizabeth Warren, która ma coraz większe szanse na nominację Partii 
Demokratycznej i spore szanse przeciwko p. Trumpowi ? Przecież ona (jeśli wygra wybory) będzie 
cięła ulgi podatkowe i to przede wszystkim na obszarach „sprzyjających” republikanom. 

W publikacji z maja 2018: A Report by Staff of the Market Intelligence Branch Division of Market 
Oversight. U.S. Commodity Futures Trading Commission można zobaczyć analizę wpływu różnych 
poziomów eksportu gazu LNG z USA na różnicę między ceną Henry Hub a resztą USA. Poszczególni 
eksperci robią różne prognozy cen gazu na 25 lat i można je nawet zobaczyć (zamazane czarną farbą 
gdyż jest to tajemnica przedsiębiorstwa) w USA w różnych dokumentach rządowych składanych w 
związku z uzyskiwaniem licencji eksportowych – tam są bardziej wiarygodne dane, którymi 
wnioskodawcy uzasadniają prośbę o zezwolenie na eksport: 

 

Tak naprawdę na razie mamy zbieg wielu czynników, które dały teraz niezwykle niskie ceny w 
południowej części USA, ale jak długo to będzie miało miejsce? 

Podpisanie kontraktów na 20-24 lata zrobione z fanfarami rok temu miało miejsce jednocześnie z 
mało znanym kontraktem norweskiej rodziny Tschudi. Ta rodzinna firma specjalizująca się w 
transporcie w Arktyce zorganizowała sprzęt i licencję władz Norwegii oraz miejsce w fiordzie Sarnes 
na wyspie Mageroya w pobliżu miasta Honningsvåg. 6 listopada 2018 zaczęła się nowa era na rynku 
LNG polegająca na przerzucie LNG ze statków zdolnych pływać przez tereny „lodowe” czyli statków 
typu ice-class (Arc7) na zwykłe statki do transportu LNG4. Na brzegu w porcie są zmagazynowane trzy 
sztuki urządzeń pozwalających na zamontowanie ich nawet na trzy pary statków i realizowanie 
przerzutu LNG w niezwykle szybki sposób. Nasza prasa i propagandyści jakoś „nie zauważyli” tego 
kontraktu mającego znaczenie dla konkurencji między rosyjskim a amerykańskim LNG. 

                                                           
4 https://www.highnorthnews.com/en/novatek-and-tschudi-begin-transfer-lng-near-honningsvag-november  



12 
 

 

Rysunek z publikacji p. Malte Humpert podanej wcześniej. 

Tylko statki klasy Arc7 mogą pływać po Morzu Kara (tak ustalają przepisy nawigacyjne Federacji 
Rosyjskiej i dotyczy to prawie całego roku, z wyjątkiem kilku miesięcy letnich). Z kolei statki klasy Arc7 
są ciężkie i zbyt długo musiałby płynąć do odbiorców aby używać je zawsze do bezpośredniego 
dowożenia LNG. Zatem firma Tschudi tylko w okresie XI 2018 – czerwiec 2019 dokonała 158 
przeładunków LNG. Dla przykładu 16-17 stycznia 2019 jednocześnie trzy pary statków prowadziły 
przeładunek. LNG z portu Sabetta na półwyspie Jamał przywiozły Vladimir Rusanov, Christophe de 
Margerie i Georgy Brusilov a odebrały od nich ładunek statki Flex Endeavor, Patris oraz BW Tulip. 

BW Tulip to statek szczególnie często używany do operacji STS gdyż ma dodatkowy system 
regazyfikacji, która pomaga uzyskać mniejsze straty przy tej operacji. Poniżej zdjęcie5 tego statku 
podczas kolejnego przeładunku w Norwegii. 

 

Dla obsługi terminali eksportowych na Jamale jest już 15 statków klasy Arc7. Po przerwie w okresie 
trzeciego kwartału 2019 znowu w końcu października rozpoczęły się przeładunki w Honningsvåg. 

                                                           
5 https://www.lngworldnews.com/bw-tulip-completes-8th-sts-lng-transfer-of-honningsvag/  
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Wpłynął tam znowu Georgiy Ushakov, statek o numerze IMO 9750749 i odpłynął już 2 listopada. 3 
listopada znajdował się na Morzu Barentsa i wracał do portu Sabetta. A inny statek popłynął z 
Honningsvåg na południe6. Do czasu uruchomienia przeładunków w Norwegii statki klasy Arc7 mogły 
przeładowywać LNG w niewielu miejscach np. w Zeebruge: 

 

Zdjęcie zrobione 1 maja 2018 7, po prawej stronie Eduard Toll statek klasy Arc 7 przeładowuje LNG do 
zwykłego statku do transportu LNG Pskov. Obecnie Novatek rozważa budowę miejsca do 
przeładunku LNG bliżej np. w Murmańsku ale zasada działania pozostanie ta sama. 

Teraz na początku listopada 2019 kolejny statek klasy Arc7 Georgiy Brusilov płynie do terminala Isle 
of Grain w Wlk. Brytanii gdzie dotrze 6 listopada. Eduard Toll był w Zeebruge i wraca do Sabetta. 
Vladimir Rusanov właśnie wypłynął z Sabetta i skierował się znowu do Europy czyli do Zeebruge. 
Christophe de Margerie dotrze do Sabetty dopiero 10 listopada bo płynie z Hiszpanii z Bilbao gdzie 
był 31.10. Boris Vilkitsky też płynie na trasie z Zeebrugge do Sabetta. Fedor Litke płynie z Barcelony 
do Sabetta. Vladimir Vize zbudowany w roku 2018, jeden z najnowocześniejszych był dwa razy w 
Rotterdamie w czerwcu i lipcu, potem we Francji w Monoir a teraz był 24.10. w Korei i wraca do 
Sabetta. Rudolf Samoylovich płynął 11 dni z Sabetty (od 20.10.19) i zacumował czekając na wejście do 
Dunkierki. Nikolay Yevgenov (zbudowany w roku 2019) wypłynął z Sabetta 25.10 i dotrze 10.11 do 
Isle of Grain. Boris Davydov też zbudowany w roku 2018 płynie z portu Hosan w Korei Południowej 
(od 26.10) i dotrze do Sabetta 7.11. Nikolay Zubov wypłynął 23.10. z Sabetta i dotrze 3.11 do 
Gibraltaru. Vladimir Voronin płynie od 22.10. z Chin i dotrze do Sabetta 6 listopada.  Nikolay 
Urvantsev wchodzi 1.11 do Isle of Grain. Yakov Gakkel zbudowany w roku 2019 w Korei przechodził 
tam próby morskie z październiku 2019 więc jeszcze nie wziął ładunku. 

Powyższa analiza pokazuje, że teraz u progu sezonu zimowego 20-19/2020 tylko dwa statki z 15 z 
Yamal LNG popłynęły do Azji a pozostałe są na trasach europejskich dostarczając w odstępach co 
circa 25- 32 dni swoje ładunki w Europie. Mamy zatem ostry atak rynkowy firmy Novatek na Europę. 
Dzięki możliwym operacjom STS w Norwegii liczba kursów Sabetta – Europa czyli eksport z Sabetta 
może z powrotem być zwiększona o ok 65 % (bo znacznie krócej jest kursować między Honningsvåg a 

                                                           
6 Autorowi nie udało się stwierdzić kto przejął ładunek w ostatnich dniach października 2019 w tym porcie. 
7 https://gcaptain.com/photo-first-ship-to-ship-transfer-of-yamal-lng-in-port-of-zeebrugge/  
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Sabetta). Potwierdza to blog MORSKOSC https://www.morskosci.pl/p/adunki-lng-44-116-z-sabetty-
yamal-viii.html pokazujący, iż w okresie końca 2018 prawie wszystkie ładunki z Sabetta szły przez 
przeładunek w Norwegii. 

 

 

 

Jeśli dodamy do tego decyzję rządu Danii o zgodzie na ostatni odcinek Nordstream 2 to za niedługo 
będzie czterech ostrych konkurentów LNG w Europie: Katar, USA, Gazprom i Novatek. Czy USA 
wytrzymają tę konkurencję na wolnym i brutalnym rynku? 

Rynek LNG wymaga dużej i skomplikowanej gry. Ponieważ w Polsce (i w Europie) nagle w końcu X 
2019 nastąpiło niespodziewane ocieplenie to spadło zużycie gazu. Nasz monopolista 
prawdopodobnie odkupił lub zamienił statek LNG „w morzu” i potem czekał przez prawie 10 dni aby 
zwolniło się miejsce na regazyfikację w Świnoujściu. Normalnie przejście tej trasy to najwyżej 5-7 dni. 

 

 
Wspominany wcześniej blog MORSKOSC pisze 2 listopada ciekawy tekst: 
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72 dostawę do Świnoujścia (liczone ogółem) przywiezie Arctic Aurora w swoim drugim zawinięciu do 
gazoportu. Będzie to trzecia w 2019 roku dostawa z północy, po dłuższej przerwie, od 27.04. Tym 
samym liczba zakupionych przez PGNiG, ładunków norweskiego i amerykańskiego LNG ponownie się 
zrówna - będzie ich po 9. 

Załadunek 1002 historycznie dostawy z norweskiego terminala LNG, zlokalizowanego na wyspie 
Melkoya, opodal portu Hammerfest na wyspie Kvaløya (uwaga są dwie tak nazwane wyspy, druga 
przy Tromso), z przeznaczeniem dla PGNiG, odbył się w dniach 19-20.10. Po wypłynięciu metanowiec 
skierował się na redę Skagen, gdzie od 26.10. h0000 kotwiczy do dzisiaj (2.11.19). Wątpię aby w 
okresie załadunku i w trakcie żeglugi do Skagerraku/Kattegatu portem docelowym było Świnoujście! 
Informacja o planowanym zawinięciu Arctic Aurora do Świnoujścia została zamieszczona w dwóch 
źródłach (Stacja Pilotów i ZMPSiŚ) późnym popołudniem 30.10., natomiast 31.10. została zmieniona 
(Stacja Pilotów) i opóźniona (!) data zawinięcia na …07.11. o h0000. Nocne wejście jest możliwe, gdyż 
nie jest debiutem! 

Niekiedy statki z LNG są tratowane jako czasowe magazyny gazu i czekają na sprzedaż po 5-15 dni lub 
zmieniają swoją trasę kilkukrotnie w czasie jednego rejsu. To jest naprawdę trudny rynek gdzie toczą 
zawody najbardziej doświadczeni gracze z całego świata. 

Wnioski 

Kontrakt dwudziestoczteroletni z firmą zajmującą się tylko skraplaniem gazu w USA a nie jego 
wydobyciem miałby sens o ile mamy silne przekonanie, iż około roku 2029 nastąpi rozpad Federacji 
Rosyjskiej i zniszczenie infrastruktury do eksportu gazu. Wtedy deficyt gazu w Europie byłby znaczący 
a wygrają ci, co będą mieli zagwarantowane skraplanie, które będzie w takiej sytuacji wąskim 
gardłem w całym łańcuchu. Nie jest to zdarzenie o zerowym prawdopodobieństwie ale tylko w takiej 
sytuacji taki 24-letni kontrakt ma sens. Uważam jednak, że należało zawierać kontrakty z tego 
kierunku tylko na okres 5-6 lat a nie na dłużej, bo realia makroekonomiczne oraz sytuacja ze złożami 
gazowymi i ich opodatkowaniem w USA mogą ulegać zmianom. 

Kontrakt na taki długi okres czasu jak 24 lata jest de facto darmową gwarancją kredytową 
wspomagającą budowę kolejnej instalacji skraplania gazu a ponadto (prawie na pewno nasz 
monopolista udzielił bezwzględnej gwarancji typu take-or-pay) powoduje to obniżenie jego zdolności 
kredytowej na ten okres czasu. Zdolność kredytowa danego podmiotu jest pomniejszana o udzielone 
przez niego wieloletnie gwarancje i nie należy ich nadużywać. 

Można było szukać teraz kontraktów średnioterminowych po to, aby negocjować za parę lat lepsze 
warunki mając więcej możliwych dostawców i więcej miejsc eksportu gazu. Zatkanie się Kanału 
Panamskiego, nowe terminale do eksportu gazu z zachodniej Kanady oraz nowe terminale na 
wschodnim wybrzeżu na bazie gazu z Marcellus-Utica mogą zmienić strukturę cen na rynku USA na 
niekorzyść odbiorców mających kontrakty na indeksie cenowym Henry Hub. 

Konkurencja Novatek z Gazpromem i fakt, że nawet odbiorcy chińscy „zamieniają” swoje kontrakty i 
wysyłają gaz do Europy daje olbrzymie możliwości gry na krótszych kontraktach. Gdyby ten 24-letni 
kontrakt był zawarty z bezpośrednim producentem gazu w USA (a nie pośrednikiem) a cena gazu 
byłaby indeksowana do „europejskich” warunków i koszyka cen to miałby on lepsze uzasadnienie 
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gdyby jednocześnie był on związany z budową w Polsce elektrowni systemowej bazującej na tym 
importowanym LNG. 

Można też rozumieć, że w podpisaniu tego kontraktu na 24 lata grały ważniejszą rolę względy 
pozamerytoryczne związane z ogólnymi sprawami politycznymi w relacjach Polska – USA ale to już 
nie dotyczy rynku energii. Warto dodać, że firma Cheniere na początku powstała jako importer gazu 
do USA i ma ciągle cztery kontrakty z podmiotami, które łącznie płacą ponad 200 mln dolarów 
rocznie za to, aby mogły ten gaz importować do USA przez jej terminal. Tak się kończą źle 
zaplanowane kontrakty typu take-or-pay. 

Zainteresowanym polecam inne ciekawe artykuły na ten temat np.: 

Kilka uwag o naturze kontraktów gazowych https://rynek-gazu.cire.pl/pliki/2/Kontrakty_gazowe.pdf 
- to ciekawe komentarze Instytutu Jagiellońskiego 

Perspektywy rozwoju formuł cenowych w kontraktach długoterminowych na dostawy gazu 
ziemnego oraz ich znaczenie dla stworzenia w Polsce hubu gazowego dla państw Europy 
Środkowo-Wschodniej – autor Robert Zajdler Warszawa 2012 https://lng.edu.pl/wp-
content/uploads/lng/attachments/R_Zajdler_Perspektywy%20rozwoju%20formu%C5%82%20cenow
ych....pdf  

Zmiany w mechanizmach cenotwórczych na europejskim rynku gazu ziemnego Polityka i 
Społeczeństwo nr 2 (15), 35-49 – autor Marcin Tarnawski 

http://bazhum.muzhp.pl/media//files/Polityka_i_Spoleczenstwo/Polityka_i_Spoleczenstwo-r2017-t-
n2_(15)/Polityka_i_Spoleczenstwo-r2017-t-n2_(15)-s35-49/Polityka_i_Spoleczenstwo-r2017-t-
n2_(15)-s35-49.pdf  

Ponadto poważną krytykę gazowych kontraktów ale od strony „przekontraktowania” zawarł w swoim 
blogu p. Andrzej Szczęśniak http://szczesniak.pl/2018-zalewamy-gazem-pod-korek  i jego artykuł 
pokazuje to także 2018: zalewamy się gazem pod korek 

A zatem gaz z USA jest już w tej chwili droższy niż gaz z konkurencyjnych dostaw z innych kierunków 
do Europy. To widać po cenach teraz. Moja teza jest taka, iż ten gaz z USA będzie po wyborach w USA 
i dalszych zmianach politycznych w tym kraju znacznie droższy. Zatem audytorzy naszego 
monopolisty będą pewnego dnia zmuszeni zażądać rezerwy w bilansie tego podmiotu – będzie to za 
kilka lat jak sprawa stanie się bardziej oczywista dla wszystkich. 

Od strony spraw morskich pojawiła się ta kluczowa sprawa dla polskiego rynku gazu. Dzięki 
dostępowi do morza możemy grać na rynkach światowych ale niestety nie umiemy tego. Oczywiście 
gdyby za kilka lat powoływano jakieś komisje dla zbadania tematu przekontraktowania zbyt drogim 
gazem to warto wrócić do analiz jakie zaprezentowałem. 

6 Listopad 2019 


