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energetycznej. W latach 2016 - 2024 r. pełnił funkcje z-cy dyrektora 

Pionu Rozwoju Rynku Gazu w Gaz System S.A. odpowiadając m.in. 

za nowe technologie, budowę podziemnego magazynu gazu na złożu 

Damasławek, umowy przyłączeniowe z klientami, analizy rynku i plan 

rozwoju spółki.   
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Wstęp  

Rynek LNG małej skali rozwija się w Polsce od 2001 r.  chociaż jego początki można odnaleźć 

w budowie odazotowni Odolanów w latach 70-tych XX wieku, gdzie LNG do dziś stanowi 

produkt uboczny w procesie oczyszczenia wydobywanego na Niżu Polskim gazu 

zaazotowanego do standardu gazu wysokometanowego.  

Gazyfikacja kraju za pomocą dostaw LNG ciężarówkami do klientów końcowych oraz 

wyspowych obszarów dystrybucyjnych zdecydowanie przyspieszyły po oddaniu do 

użytkowania w czerwcu 2016 r. terminala LNG w Świnoujściu, w którym zostały wybudowane 

trzy stanowiska nalewu na autocysterny LNG. 

Podejmowane oraz niepodejmowane decyzje przez operatorów systemów dystrybucyjnych 

dotyczących rozbudowy sieci dystrybucyjnej gazu ziemnego, zmiany nośników energii 

zasilających gospodarkę będące efektem prowadzonej polityki klimatycznej przez UE oraz 

rozwój gospodarczy kraju spowodowały dynamiczny wzrost ilości LNG konsumowanego za 

pośrednictwem stacji regazyfikacji gazu ziemnego.  

Do rozpoczętego w 2020 r. programu budowy FSRU w Gdańsku wraz z infrastrukturą 

towarzyszącą należy dodać kolejne elementy rozwoju krajowego rynku LNG. Pierwszym z 

nich jest kontynuacja działań dywersyfikacyjnych poprzez zakontraktowanie dodatkowej 

jednostki, czyli FSRU 2. W przyszłości program powinny uzupełnić co najmniej dwie 

inwestycje towarzyszące: terminal przeładunkowy LNG na autocysterny oraz pozyskanie 

statku bunkrującego LNG, przeznaczonego do tankowania jednostek morskich. 

Polska jest dużym rynkiem gazu, dysponuje czterema dużymi portami morskimi oraz ma 

znaczący potencjał rozwoju rynku biometanu. Atutem kraju są również dobre połączenia 

logistyczne z państwami sąsiednimi. Z tego względu dalsze odkładanie decyzji korzystnych z 

punktu widzenia bezpieczeństwa energetycznego i rozwoju rynku gazu byłoby trudne do 

uzasadnienia, choć taki scenariusz pozostaje możliwy. 

Pozostaje mieć nadzieję, że doświadczenia ostatnich lat przełożą się na większą decyzyjność, 

sprawczość, elastyczność, odwagę i wyobraźnię w tym obszarze rynku gazu. 

Życzę Państwu ciekawej lektury. 

 

 

Niniejsza analiza jest drugą częścią raportu1 dotyczącego FSRU 2 w Gdańsku. 

Obie części raportu powstały w ramach działań statutowych Instytutu Polityki Energetycznej 

im. Ignacego Łukasiewicza w Rzeszowie i nie były sponsorowane przez żaden podmiot czy 

instytucję. 

 

1 Aleksander Zawisza; FSRU 2 – między komfortem a bezpieczeństwem; Raport IPE 1/2026; 

https://www.instytutpe.pl/wp-content/uploads/2026/02/FSRU_2-Raport-1_2026-IPE.pdf 

https://www.instytutpe.pl/wp-content/uploads/2026/02/FSRU_2-Raport-1_2026-IPE.pdf
https://www.instytutpe.pl/wp-content/uploads/2026/02/FSRU_2-Raport-1_2026-IPE.pdf
https://www.instytutpe.pl/wp-content/uploads/2026/02/FSRU_2-Raport-1_2026-IPE.pdf
https://www.instytutpe.pl/wp-content/uploads/2026/02/FSRU_2-Raport-1_2026-IPE.pdf
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Słownik pojęć 

Brama Północna  Umowne określenie terminala LNG w Świnoujściu i polsko-

duńskiego gazociągu Baltic Pipe. 

Bunkrowanie Proces tankowania statków lub innych jednostek pływających w 

paliwo. Operacja ta odbywa się w portach morskich, najczęściej z 

wykorzystaniem specjalistycznych mniejszych statków zwanych 

bunkierkami. Pochodzi od angielskiego słowa bunker, oznaczającego 

część statku, gdzie znajduje się miejsce na paliwo – kiedyś drewno, 

potem węgiel, następnie ciężki olej opałowy, a obecnie coraz częściej 

LNG i bioLNG. 

Bunkierka Niewielki zbiornikowiec lub barka zaopatrująca statki (okręty) 

w paliwo ciekłe, rzadziej wodę kotłową. Swoje zadania realizuje 

na redzie w portach oraz na pełnym morzu. 

bioLNG Biometan poddany procesowi skroplenia do standardu LNG w 

dedykowanych instalacjach lub też uzyskany w sposób wirtualny 

(odpowiednie rozliczenia bilansowo – finansowe pomiędzy 

podmiotami rynkowymi) w terminalach regazyfikacji LNG. 

CNG (Compressed 

Natural Gas) 

Gaz ziemny sprężony do 20-25 MPa (200-250 bar). 

DN (Diameter 

Nominal) 

Europejskie, znormalizowane oznaczenie średnicy wewnętrznej rur i 

armatury w milimetrach. 

Feeder LNG 
Mały gazowiec LNG / zbiornikowiec bunkrowy. To specjalistyczny 

statek służący do transportu LNG na krótkich dystansach. Umożliwia 

przeładunek między dużymi terminalami a mniejszymi portami lub 

bezpośrednio tankuje (bunkruje) inne jednostki pływające. Zazwyczaj 

statki te mają pojemność od 3 do 30 tys. m³ i odgrywają kluczową rolę 

w logistyce morskiej. Umożliwiają rozwój infrastruktury w rejonach, 

gdzie gaz nie dociera tradycyjnymi gazociągami (np. na Morzu 

Bałtyckim). 

FSRU (Floating 

Storage 

Regasification 

Unit) 

Pływająca jednostka magazynująco-regazyfikująca LNG, cumująca w 

porcie, która odbiera skroplony gaz ziemny, zmienia jego stan 

skupienia na gazowy i przesyła do sieci.  

GSP (Gas Storage 

Poland) 

Operator podziemnych magazynów gazu w Polsce, spółka zależna od 

poł. 2024 r. od Gaz System, wcześniej od 2010 r. w GK PGNiG. 

HVO 

(Hydrotreated 

Vegetable Oil) 

Hydrorafinowany olej roślinny. To syntetyczne, odnawialne paliwo 

do silników diesla. Produkuje się je z odpadów (np. zużytego oleju 

spożywczego, tłuszczów zwierzęcych). Pozwala zredukować emisję 

CO₂ nawet o 90 proc. i może być używane we wszystkich silnikach 

wysokoprężnych. 

Interkonektor Techniczne połączenie (gazociąg lub linia elektroenergetyczna) 

między systemami przesyłowymi dwóch lub więcej państw, 

https://pl.wikipedia.org/wiki/Zbiornikowiec
https://pl.wikipedia.org/wiki/Barka
https://pl.wikipedia.org/wiki/Statek_wodny
https://pl.wikipedia.org/wiki/Okr%C4%99t
https://pl.wikipedia.org/wiki/Paliwo_ciek%C5%82e
https://pl.wikipedia.org/wiki/Woda_kot%C5%82owa
https://pl.wikipedia.org/wiki/Reda_(akwen)
https://pl.wikipedia.org/wiki/Port_morski
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umożliwiające transgraniczny przepływ gazu ziemnego lub energii 

elektrycznej.  

Instalacja małego 

LNG 

Instalacja regazyfikacyjna (np. parownice) i zbiorniki o pojemności 

do 200 ton LNG (w przeliczeniu do 27 tys. m3 gazu po regazyfikacji). 

KPMG Kawernowy podziemny magazyn gazu. Wysoko sprawny magazyn 

umożliwiający wielokrotne w ciągu roku zatłaczanie i odbiór z niego 

gazu. 

KSP Krajowy System Przesyłowy Gazu Ziemnego. 

LNG (Liquefied 

Natural Gas) 

Skroplony gaz ziemny, czyli gaz ziemny (głównie metan) schłodzony 

do temperatury około -162°C, co zmniejsza jego objętość 600-krotnie. 

NCW Narodowy Cel Wskaźnikowy. To prawnie określony, minimalny 

procentowy udział biokomponentów i innych paliw odnawialnych, 

które muszą znaleźć się w ogólnej puli paliw wykorzystywanych w 

transporcie. 

Open Season Procedura zawarcia umowy na korzystanie/ użytkowanie z określonej 

inwestycji, która dzięki tejże umowie ma powstać. 

OSP Operator Systemu Przesyłowego. W Polsce rolę tę pełni spółka Gaz 

System. 

PIRS Portowa budowla hydrotechniczna w postaci 

sztucznego półwyspu wysuniętego w głąb wody (prostopadle lub 

skośnie do brzegu lub nabrzeża), bądź w postaci sztucznej wyspy. 

PMG Podziemny Magazyn Gazu. 

Premia lądowa Różnica pomiędzy cenami hurtowymi paliw w kraju (np. oleju 

napędowego oferowanego przez największych polskich 

producentów), a notowaniami paliw na rynkach międzynarodowych 

lub też cenami tegoż paliwa na rynkach ościennych. Wynika ona 

przede wszystkim z odmiennych kosztów logistyki. 

Rata załadowcza Norma określająca ilość ładunku, jaką można załadować na środek 

transportu (np. statek, pociąg) lub rozładować w określonym 

przedziale czasu. Wyraża się ją zazwyczaj w tonach na godzinę (t/h) 

lub tonach na dobę. 

Regazyfikacja Proces zmiany stanu skupienia gazu ziemnego z postaci skroplonej z 

powrotem w gazowy. Odbywa się to poprzez kontrolowane 

ogrzewanie LNG (o temperaturze ok.−160o 𝐶 do −162o 𝐶) przy użyciu 

specjalistycznych parownic, co umożliwia przesyłanie gazu sieciami 

lub bezpośrednie wykorzystanie przez odbiorców. 

SGT System Gazociągów Tranzytowych, polski odcinek gazociągu Jamał 

– Europa. 

Slot Okno czasowe, określony w dniach czas na zacumowanie tankowca 

LNG do FSRU, wyładunek , składowanie w terminalu i regazyfikację 

ładunku. 

https://pl.wikipedia.org/wiki/Port_wodny
https://pl.wikipedia.org/wiki/P%C3%B3%C5%82wysep
https://pl.wikipedia.org/wiki/Nabrze%C5%BCe
https://pl.wikipedia.org/wiki/Wyspa
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Rynek LNG małej 

skali (small scale 

LNG) 

Segment rynku gazu ziemnego obejmujący dystrybucję, 

magazynowanie i wykorzystanie LNG na mniejszą skalę niż w 

przypadku tradycyjnych terminali przesyłowych. Surowiec 

dostarczany jest bezpośrednio do odbiorców za pomocą autocystern 

lub mniejszych statków (tzw. bunkierek).  

TLNG Terminal regazyfikacji LNG w Świnoujściu im. Lecha Kaczyńskiego. 

Usługa ciągła Zdefiniowana w Instrukcji Ruchu i Eksploatacji Sieci Przesyłowej 

(IRIESP) oznacza nieprzerwane świadczenie usług przesyłania gazu 

przez Operatora Systemu Przesyłowego lub Dystrybucyjnego (OSP / 

OSD). Zapewnia to odbiorcy niezakłóconą realizację dostaw na 

warunkach określonych w umowie i zatwierdzonych taryfach. 

Usługa przerywana Zdefiniowana w Instrukcji Ruchu i Eksploatacji Sieci Przesyłowej 

(IRiESP) usługa przesyłania gazu, która może zostać ograniczona lub 

wstrzymana przez operatora systemu przesyłowego lub 

dystrybucyjnego w określonych warunkach. Ograniczenie lub 

wstrzymanie usługi nie skutkuje odpowiedzialnością operatora za 

niedostarczenie gazu w zakresie objętym przerwą. 

Wyspowy obszar 

dystrybucji (tzw. 

wyspa). 

Odizolowany fragment sieci gazowej, który nie posiada fizycznego 

połączenia z Krajowym Systemem Przesyłowym. Zasilany jest on 

zazwyczaj lokalnie za pomocą regazyfikacji skroplonego gazu 

ziemnego (LNG) ze stacji kontenerowych lub dostawami sprężonego 

gazu (CNG). 
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Rekomendacje 

Dla zwiększenia bezpieczeństwa dostaw LNG do stacji regazyfikacyjnych i stacji tankowania 

pojazdów oraz dla rozwoju rynku skroplonego biometanu, czyli bioLNG, konieczne jest 

wzmocnienie infrastruktury i logistyki LNG. Działania te powinny jednocześnie wspierać 

przyszłe dostawy do ciepłownictwa, umożliwiać lepsze wykorzystanie obecnych i 

planowanych aktywów przeładunkowych oraz regazyfikacyjnych, rozwijać rynek 

bunkrowania LNG, a także tworzyć podstawy do budowy nowych zdolności i marż. W tym 

celu: 

1. Konieczna jest budowa w Gdańsku, Gdyni lub Elblągu lądowego terminala 

przeładunku LNG na autocysterny. Zmniejszyłby on ryzyko przerwania dostaw gazu 

LNG do przedsiębiorstw i odbiorców chronionych, umożliwiając dalszy rozwój rynku 

LNG, w tym rynku bunkrowania (tankowania) statków paliwem LNG.  

 

2. Lokalizacja terminala przeładunkowego musi posiadać możliwość spedycji LNG 

drogą kolejową i przyłączenia do sieci gazowej. Transport kolejowy LNG w 

kontenerach ISO uzupełni podstawowy model dostaw realizowanych autocysternami. 

Zwiększy to elastyczność logistyczną oraz poprawi możliwości zaopatrywania 

klientów. Zapewnienie możliwości spedycji kolejowej LNG nie oznacza konieczności 

budowy pełnej infrastruktury kolejowej już w pierwszym etapie rozbudowy. Oznacza 

natomiast potrzebę stworzenia od początku warunków do rozwoju takiej zdolności w 

przyszłości. Dostęp terminala przeładunkowego LNG do gazu sieciowego umożliwi 

świadczenie usługi wirtualnego skraplania biometanu do bioLNG. 

 

3. Zasadna jest budowa minimum dwóch jednostek bunkrujących LNG – jednej dla 

portów w Gdyni i Gdańsku oraz drugiej dla portów w Szczecinie i Świnoujściu. 

Polska posiada cztery duże porty, do których - na skutek przepisów ograniczających 

emisje - z roku na rok przypływa coraz więcej jednostek napędzanych LNG. Obecnie 

na rynku tym dominują podmioty zagraniczne, a bunkrowanie statków odbywa się 

najczęściej poza polskimi portami. 

 

4. Kluczowe znaczenie ma zlecenie budowy statków bunkrujących LNG jednej z 

polskich stoczni oraz zapewnienie, aby jednostki te pływały pod polską banderą. 

Bandera oznacza przynależność terytorialną statku. W sytuacji kryzysowej, czego 

przykładem są napięcia wokół Cieśniny Ormuz, na losy jednostki istotny wpływ mogą 

mieć ubezpieczyciel oraz właściciel statku. W praktyce może się więc okazać, że 

użytkownik, który nie jest właścicielem jednostki i korzysta ze statku pływającego pod 

obcą banderą, ma ograniczone możliwości działania. Otwarte pozostaje pytanie, czy 

któraś z polskich stoczni byłaby obecnie w stanie zbudować bunkierkę LNG. Jeżeli 

krajowa oferta wiązałaby się z wyższymi nakładami niż w przypadku doświadczonych 

konkurentów zagranicznych, zasadne mogłoby być wykorzystanie odpowiedniego 

strumienia finansowania z NCBiR. Takie rozwiązanie mogłoby jednocześnie 

wygenerować dodatkowe kompetencje i zdolności przemysłowe na przyszłość. 
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5. Kluczowe znaczenie ma skupienie w jednej spółce, działającej w ramach Grupy 

Kapitałowej Orlen, wszystkich aktywów i działalności związanych z obrotem, 

bunkrowaniem oraz regazyfikacją LNG. Takie rozwiązanie mogłoby istotnie 

zwiększyć efektywność prowadzonych działań i realizowanych przedsięwzięć. Spółka 

wyposażona w aktywa LNG znajdujące się obecnie w Grupie Orlen, a także 

korzystająca z jej zaplecza finansowego, miałaby znacząco większe możliwości 

optymalizacji wykorzystania istniejących zasobów ludzkich i kapitałowych. 

 

6. Potrzebne jest zniesienie lub znaczące ograniczenie stosowania klauzul take-or-

pay, w szczególności w odniesieniu do terminala LNG w Świnoujściu. Brakuje 

silnego uzasadnienia ekonomicznego i logistycznego dla utrzymywania mechanizmu 

take-or-pay na poziomie 80 proc. w przypadku zakontraktowanego, lecz nieodebranego 

gazu LNG w terminalu w Świnoujściu. 

 

7. Należy uruchomić w terminalu w Świnoujściu możliwość nalewania LNG na 

autocysterny ze wszystkich istniejących stanowisk. W innych państwach UE, które 

posiadają terminale LNG świadczące usługę nalewu LNG na autocysterny, w 

większości przypadków wykorzystywane są wszystkie dostępne stanowiska nalewcze. 

Nie utrzymuje się przy tym odrębnego stanowiska rezerwowego przeznaczonego 

wyłącznie na potrzeby zabezpieczenia operacyjnego. Wykorzystanie wszystkich 

stanowisk nalewu w terminalu w Świnoujściu zwiększyłoby zdolności obsługi klientów 

przez terminal LNG o około 25–30 proc. rocznie. 

 

8. Należy uelastycznić zasady wydawania warunków przyłączenia do sieci gazowej 

przez OSDg. W przypadku braku możliwości zapewnienia całej wnioskowanej mocy 

gazowej na zasadach ciągłych operator powinien określać, jaka część mocy godzinowej 

może zostać dostarczona z gazociągu w ramach usługi ciągłej, a jaka jedynie na 

zasadach przerywanych. Taki obowiązek mógłby wynikać z regulacji albo zostać 

przyjęty przez operatora jako standard działania. Rozwiązanie to zapewniłoby 

przedsiębiorcom jasną informację o potencjalnym deficycie dostaw gazu. Pozwoliłoby 

również określić skalę wolumenu, który powinien zostać zabezpieczony w inny sposób, 

na przykład poprzez dostawy LNG. 

 

9. Konieczna jest zmiana podejścia do wirtualnego skraplania biometanu, a jeżeli 

okaże się to niezbędne, także odpowiednie dostosowanie przepisów regulujących 

zakres świadczenia tej usługi. Nie ma uzasadnienia dla blokowania możliwości 

wirtualnego skraplania biometanu w terminalu LNG. Abstrahując od interesu 

podmiotów certyfikujących oraz dostawców instalacji do skraplania biometanu dla 

biometanowni, obecne ograniczenia trudno uzasadnić na gruncie prawa UE, logiki 

działania systemu, uwarunkowań fizycznych czy racjonalności biznesowej. 

Utrzymywanie takich ograniczeń może prowadzić do zawyżenia kosztów bioLNG.     

W praktyce za droższy skroplony biometan płaciliby wszyscy jego odbiorcy.  

 

10. Potrzebne jest wprowadzenie możliwości wirtualnego skraplania gazu ziemnego 

na istniejących terminalach LNG. Podmiot wprowadzający gaz do Krajowego 
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Systemu Przesyłowego powinien mieć możliwość odbioru ekwiwalentnego wolumenu 

gazu w postaci skroplonej z terminala LNG. Warunkiem skorzystania z takiej usługi 

powinno być uiszczenie opłat przewidzianych w taryfie operatora terminala LNG. 

Rozwiązanie to pozwoliłoby lepiej wykorzystać istniejącą infrastrukturę LNG oraz 

zwiększyć elastyczność dostępu do gazu w postaci skroplonej. 

 

11. Konieczne jest wybudowanie przy terminalu LNG w Świnoujściu oraz przyszłym 

terminalu przeładunkowym stacji tankowania LNG dla autocystern. Średnio 

dziennie na terminalu w Świnoujściu obsługiwanych jest 30 ciągników siodłowych z 

naczepami, co odpowiada 30 m3 paliwa LNG dziennie. Przy takim wolumenie czas 

zwrotu z inwestycji mógłby wynieść 3-4 lata. Stacja tankowania LNG mogłaby 

stanowić element pakietu usług dodatkowych świadczonych przez TLNG, jako odrębna 

usługa tankowania LNG.  

 

12. Potrzebne są zmiany regulacyjne i organizacyjne, w szczególności zapewniające 

cykliczne informowanie Prezesa URE przez Prezesa UDT o ilości, lokalizacji i 

parametrach technicznych instalacji znajdujących się na terenie kraju. Konieczne jest 

też uregulowanie stopni zasilania i stanów nadzwyczajnych dla dostaw gazu LNG, czy 

też zwolnienie międzynarodowego bunkrowania morskiego LNG z obowiązku 

tworzenia zapasów obowiązkowych. 
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Kluczowe wnioski 

Terminal LNG małej skali w okolicach Trójmiasta umożliwiłby: 

1. Dalszy rozwój rynku LNG i bioLNG w Polsce, zabezpieczając jego wzrost z 360 tys. 

ton do nawet 600 tys. ton rocznie. 

2. Odczuwalną redukcję ryzyka przerw w dostawach LNG. 

3. Niższe koszty logistyki kołowej LNG o ok 12 PLN/MWh. 

4. Większą możliwość reeksportu LNG na Słowację i Ukrainę. 

5. Rozwój sprzedaży LNG do bunkrowania statków (pod warunkiem posiadania własnej 

bunkierki). 

 

Wybudowanie i dysponowanie dwoma bunkierkami oznaczałoby: 

1. Zapewnienie ciągłości dostaw LNG do lądowego terminala przeładunkowego w 

Gdańsku. 

2. Optymalizację kosztową poprzez zmniejszenie pojemności zbiornikowych na 

terminalu przeładunkowym. 

3. Możliwość zaoferowania usługi bunkrowania LNG i bioLNG w Polskich portach. 

4. Możliwość obsługi terminala przeładunkowego LNG w Kłajpedzie. 

 

Pełne wykorzystanie zdolności nalewania LNG na autocysterny w terminalu LNG w 

Świnoujściu, tj. równoczesne użytkowanie wszystkich czterech stanowisk nalewczych bez 

utrzymywania odrębnego stanowiska rezerwowego: 

1. Zredukuje napięcia logistyczne występujące w segmencie LNG zimą, zwiększając tym 

samym bezpieczeństwo dostaw. 

2. Zwiększy roczną możliwość odbioru z TLNG z 360 tys. ton do 480 tys. ton LNG.  
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Rynek małego LNG 

Rynek małego LNG (ang. Small-Scale LNG lub ssLNG) to segment rynku skroplonego gazu 

ziemnego obejmujący produkcję, dystrybucję i sprzedaż LNG na mniejszą skalę niż w 

przypadku tradycyjnego, wielkoskalowego handlu międzynarodowego. Skupia się on na 

obsłudze klientów, którzy nie są podłączeni do stacjonarnych sieci gazociągowych, a w 

szczególnych przypadkach służy dodatkowemu zasilaniu odbiorcy tam, gdzie przepustowość 

sieci gazowej okazuje się niewystarczająca. 

 

Kluczowe elementy rynku małego LNG: 

 

1. Zastosowanie → LNG oraz bioLNG mogą być wykorzystywane jako paliwo do 

zasilania małych i średnich elektrociepłowni, na potrzeby grzewcze w przemyśle, a 

także w transporcie ciężkim oraz morskim, w tym w ramach bunkrowania statków. 

 

2. Skala operacji → Obejmuje dostawy o mniejszym wolumenie, które realizowane są 

za pomocą autocystern, cystern kolejowych oraz małych statków (tzw. bunkierek). 

 

3. Łańcuch dostaw → Jest znacznie krótszy i bardziej elastyczny niż w przypadku 

dużych terminali morskich. Składa się ze stacji regazyfikacyjnych (tzw. stacji 

satelitarnych) budowanych bezpośrednio u odbiorców końcowych. 

 

 
Zdjęcie 1, stacja regazyfikacji wraz z autocysterną LNG, źródło: PGNiG Obrót Detaliczny (obecnie myOrlen) 

 

Rynek ten pozwala na szybką dekarbonizację i zastąpienie ciężkiego oleju opałowego, 

lekkiego oleju opałowego lub węgla paliwem o niższej emisji spalin i większej elastyczności 

w możliwości zastosowania.  
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Aspekty strategiczne 

Rynek – prognoza i możliwości 

Rynek LNG małej skali rozwijał się w ostatniej dekadzie bardzo dynamicznie. Wraz z jego 

rozwojem systematycznie rosła liczba autocystern napełnianych LNG w terminalu LNG w 

Świnoujściu. 

 

Wykres 1, ilość ciężarówek załadowanych LNG w Świnoujściu, źródło: opracowanie własne na podstawie danych 

Gaz System. 

Tak dynamiczny rozwój rynku małego LNG, a także podtrzymywanie w narracji UE 

przejściowej roli paliwa gazowego w transformacji mogłyby skłaniać do postawienia tezy o 

ograniczonych perspektywach dalszego wzrostu tego segmentu. Podobna wielkość rynku w 

latach 2024-2025 może dodatkowo sugerować wejście rynku w fazę stabilizacji. Mimo to 

można wskazać trzy segmenty, które nadal mają potencjał dalszego rozwoju: 

Ciepłownictwo – potencjalny potencjał  

W długim terminie gaz pozostanie istotnym paliwem w ciepłownictwie. Wynika to przede 

wszystkim z jego elastyczności, niższej emisyjności w porównaniu z węglem oraz możliwości 

zapewnienia wysokich temperatur wody sieciowej w okresach zimowych. Gaz będzie również 

wykorzystywany w kotłach szczytowych i rezerwowych, wspierających stabilną pracę 

systemów ciepłowniczych. 
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Z danych Izby Gospodarczej Ciepłownictwo Polskie2 wynika, że 80 proc. z prawie 600 

systemów ciepłowniczych w Polsce nie spełnia kryterium efektywnego systemu 

ciepłowniczego zdefiniowanego w dyrektywie UE o efektywności energetycznej. Liczbę 

lokalizacji, które będą wymagały dosilania LNG, można szacować na 50–70 w skali kraju. 

Wynika to z faktu, że istniejące gazociągi nie będą w stanie w pełni pokryć przyszłego 

zapotrzebowania zgłaszanego przez część ciepłowni. W niektórych lokalizacjach dodatkowym 

ograniczeniem będzie brak dostępu do systemu gazowego. 

Założenia do obliczeń przedstawionych na poniższym wykresie przyjęto zgodnie z zasadą 

ostrożności i bezpieczeństwa. Uwzględniają one występowanie temperatur na poziomie ze 

stycznia 2026 r. Nie zastosowano temperatur obliczeniowych sprzed około 25 lat, ponieważ 

takie podejście oznaczałoby zbyt duży margines bezpieczeństwa, a w konsekwencji mogłoby 

prowadzić do zbyt optymistycznych prognoz. 

Na poniższym wykresie zaprezentowano możliwy dodatkowy popyt na LNG przy różnych 

liczbach instalacji oraz różnych średnich mocach tych instalacji. Należy podkreślić, że jest to 

scenariusz maksymalnego zapotrzebowania. Zakłada on ciągłą pracę analizowanych instalacji 

przez cały miesiąc, podczas gdy w praktyce taki poziom wykorzystania występowałby 

najczęściej przez kilka lub kilkanaście dni. 

 

Wykres 2, dodatkowy popyt na LNG w ciepłownictwie źródło: obliczenia własne na podstawie danych z 

www.geoportal.pl, danych Izby Gospodarczej Ciepłownictwo Polskie  

W celu lepszego obsłużenia klientów i dokładniejszego określenia, jaka część rynku 

ciepłowniczego będzie musiała korzystać z LNG, należy zmienić podejście części operatorów 

systemów dystrybucyjnych gazu ziemnego (OSDg) do wydawania warunków przyłączenia.  

 
2 Prezentacja Izby Gospodarczej Ciepłownictwo Polskie na I Forum IGCP, 1-4.03.2026 r. Karpacz  
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W przypadku rozpatrywania wniosku o wydanie warunków przyłączenia do sieci 

dystrybucyjnej na określoną moc, przy braku możliwości pełnego pokrycia wnioskowanego 

zapotrzebowania z gazociągu, warunki przyłączenia powinny precyzyjnie określać strukturę 

dostępnych dostaw. OSDg powinien wskazać, jaką moc, wyrażoną w m³/h, jest w stanie 

dostarczyć gazociągiem na zasadach ciągłych, a jaka część mocy mogłaby być dostępna 

wyłącznie na zasadach przerywanych. 

Zapewniłoby to potencjalnemu klientowi informację, ile gazu musiałby sobie zapewnić w inny 

sposób np. poprzez dostawy LNG lub też o ile powinien zoptymalizować swoje prognozowane 

zużycie godzinowe, aby mieć gwarancje (w ramach usługi ciągłej) odbioru paliwa gazowego. 

Dodatkowo w takim przypadku konieczna byłaby zmiana regulacji, w szczególności rozwiązań 

taryfowych. Powinny one umożliwiać odpowiednie rozliczanie, pod względem kosztowym i 

taryfowym, gazu po regazyfikacji, który trafia z instalacji LNG3 do sieci dystrybucyjnej. 

 

Zdjęcie 2, instalacja LG Chem, o mocy regazyfikacji 4250 m3/h i pojemności zbiorników 480 m3, Źródło: Wysokie Napięcie 

Jest to szczególnie istotne w dłuższej perspektywie, w której gaz ziemny będzie stopniowo 

wypychany z ciepłownictwa w sezonie letnim przez kotły elektrodowe oraz pompy ciepła 

pracujące z wykorzystaniem nadwyżek energii z OZE. Takie podejście pozwoliłoby w 

poszczególnych lokalizacjach budować większą elastyczność systemu oraz dywersyfikować 

źródła zaopatrzenia. Mogłoby również ograniczyć konieczność ponoszenia przez OSDg części 

 

3 W lato z niepracującej instalacji LNG, w której następuje odparowanie (czyli tzw. „naturalna regazyfikacja”) 

LNG na skutek różnicy temperatur powietrza i wewnętrznej w zbiorniku, należy odbierać okresowo gaz, aby nie 

dopuścić do nadmiernego wzrostu ciśnienia gazu w zbiorniku, uruchomienia zaworu bezpieczeństwa i 

odprowadzenia gazu ze zbiornika do atmosfery. 
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nakładów inwestycyjnych na rozbudowę sieci. W przeciwnym razie inwestycje te mogłyby nie 

zostać pokryte przyszłymi przychodami z taryfy, prowadząc do powstania kosztów 

osieroconych, albo zostać przeniesione do taryfy, skutkując jej wzrostem. 

Transport – z wolna dodający gazu 

Dyrektywy o odnawialnych źródłach energii (RED II oraz RED III) promują rozwój 

elektromobilności oraz paliw nisko- i zeroemisyjnych w transporcie. W tym kontekście istotne 

znaczenie mogą mieć LNG i bioLNG. Potencjał rozwoju LNG i bioLNG będzie się 

koncentrował przede wszystkim w ciężkim transporcie międzynarodowym lub 

długodystansowym transporcie krajowym. Krótsze krajowe trasy oraz logistyka lokalna i 

regionalna, obejmująca np. mleczarnie, ubojnie, piekarnie, przesyłki kurierskie, dowóz 

towarów do sieci sklepów mało- i średnio powierzchniowych, będą obsługiwane głównie przez 

transport zelektryfikowany, zasilany niskoemisyjnym HVO lub nadal przez flotę bazującą na 

paliwach ropopochodnych.    

Obecnie w Polsce eksploatowanych jest około 1500 ciężarówek napędzanych LNG. Rozwój 

tego segmentu wspiera m.in. projekt LAPIS realizowany przez Orlen, zakładający budowę 21 

stacji tankowania LNG i bioLNG. Dodatkowe inwestycje w tym obszarze planują także inni 

operatorzy paliwowi, w tym m.in. Shell. 

Znacznie dla skali potrzebnej infrastruktury będzie mieć zasięg pojazdów na LNG. 

Zatankowana nim ciężarówka może przejechać do 1,5 tys. km, co ogranicza konieczność 

budowy bardzo gęstej sieci stacji. Przy takich parametrach wystarczające dla obsługi 

rozwijającego się rynku LNG w długodystansowym transporcie ciężkim mogłoby być około 

100 publicznie dostępnych stacji tankowania w Polsce. Infrastrukturę tę powinny uzupełniać 

prywatne stacje tankowania LNG należące do większych operatorów flot pojazdów.  

 

Zdjęcie 3, zbiornik na LNG/bioLNG umieszczony na ciągniku siodłowym, źródło: www.shell.pl 
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Rozwój rynku zeroemisyjnego transportu opartego na bioLNG zyska dodatkowego sojusznika, 

gdy zakończy się długi proces certyfikacji terminala LNG w Świnoujściu pod kątem 

możliwości świadczenia w nim usługi wirtualnego skraplania biometanu. Jej wprowadzenie 

wymaga jednak zmiany podejścia regulacyjnego.  

Podmiot wprowadzający biometan do sieci gazowej powinien mieć możliwość odbioru 

skroplonego biometanu, czyli bioLNG, z terminala LNG w Świnoujściu do autocysterny. 

Warunkiem skorzystania z takiej usługi byłoby uiszczenie odpowiedniej opłaty, szacowanej na 

poziomie około 1–1,5 euro/MWh.  

Różnica w całkowitych kosztach pomiędzy wirtualnym 

skraplaniem biometanu a skraplaniem realizowanym w 

dedykowanej instalacji przy biometanowni jest znacząca.             

W ujęciu porównawczym koszt skraplania z wykorzystaniem 

instalacji wybudowanej bezpośrednio przy biometanowni może 

być nawet 16–20 razy wyższy niż koszt skraplania wirtualnego  
W celu rozwoju rynku wirtualnego skraplania bioLNG konieczna jest zmiana podejścia do 

interpretacji polskiego prawa w tym zakresie. Jeżeli okaże się to niezbędne, należy również 

dokonać odpowiednich korekt przepisów regulujących możliwość stosowania wirtualnego 

skraplania biometanu. 

Obecne ograniczenia występujące w Polsce nie wynikają bezpośrednio z prawa UE ani z 

wymogów instytucji unijnych. Są efektem krajowego podejścia regulacyjnego. Zastosowanie 

zasady UE+0 czyli nie wprowadzanie do prawa polskiego dodatkowych niewymaganych przez 

UE regulacji, norm i przepisów znacząco zwiększyłoby możliwości rozwoju tego segmentu 

rynku, poprawiłoby jego konkurencyjność oraz obniżyło koszty. 

Każdy wzrost liczby ciągników siodłowych zasilanych LNG lub bioLNG o 1 tys. pojazdów 

oznacza dodatkowy popyt na te paliwa na poziomie około 25 tys. ton rocznie. Znaczenie ma 

również duży zasięg pojazdów LNG, sięgający do 1500 km na jednym tankowaniu. Oznacza 

to, że spółki spedycyjne prowadzące działalność międzynarodową będą miały dużą swobodę 

wyboru miejsca tankowania. Jeżeli ceny LNG lub bioLNG będą niższe za zachodnią granicą 

Polski, znacząca część tankowań może być realizowana właśnie tam.  
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Wykres 3, ilość ciągników siodłowych w Polsce, źródło: dane GUS 

Implementując w Polsce dyrektywę RED II zaplanowano ścieżkę dojścia do wymaganego nią 

poziomu NCW w wysokości 14,9 proc.4 Przyjęcie skokowej trajektorii wzrostu NCW może 

jednak wygenerować problem z realizacją celu w kolejnych latach. Taki model osłabia bodźce 

do podejmowania decyzji inwestycyjnych w latach 2025–2028, a jednocześnie może 

prowadzić do kumulacji napięć inwestycyjnych, dodatkowych nakładów oraz wyższych 

kosztów w latach 2029–2030.  

Bez względu na skalę tych dodatkowych nakładów inwestycyjnych , jakie będą musiały 

ponieść w przyszłości podmioty działające na rynku paliw, należy jednoznacznie stwierdzić, 

że rynek zeroemisyjnych paliw i transportu będzie się w przyszłości dynamicznie rozwijał.       

 

4 Dyrektywa RED III – niewdrożona do prawa polskiego w momencie oddawania tego raportu - na 2030 r. 

przewiduje 29%, propozycja przedłożona przez rząd RP w zmianie ustawy zmniejsza delikatnie ten wymóg do 
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Wykres 4, Narodowy Cel Wskaźnikowy udziału biopaliw w paliwach, Źródło: ustawa z dnia 21 lutego 2025 r. o 

zmianie ustawy o biokomponentach i biopaliwach ciekłych. 

Dodatkowo, RED II określiła minimalny udział tzw. paliw zaawansowanych w NCW, którego 

ścieżkę dojścia do poziomu wymaganego dyrektywą przedstawiono na poniższym wykresie. 
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Wykres 5, Narodowy Cel Wskaźnikowy udziału biopaliw zaawansowanych w paliwach, Źródło: ustawa z dnia 21 

lutego 2025 r. o zmianie ustawy o biokomponentach i biopaliwach ciekłych  

Należy zaznaczyć, że pojęcie biopaliw zaawansowanych obejmuje nie tylko biometan w 

postaci sprężonej, czyli bioCNG, oraz skroplonej, czyli bioLNG. W tej kategorii mieszczą się 

również inne rozwiązania wspierające dekarbonizację transportu, w tym zasilanie pojazdów 

energią elektryczną oraz HVO. 

 

Wykres 6, prognoza konsumpcji paliw, źródło: raport POPiHN 2025 
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Bez rozbudowy infrastruktury terminala LNG nie będzie możliwe rozszerzenie usługi na 

wdrożenie wirtualnego skraplania biometanu w sposób, który nie byłby ograniczałby jej 

technicznymi możliwościami obiektu. 

Obecne możliwości TLNG w zakresie skraplania biometanu do bioLNG można oszacować na 

40 – 60 m3/24h. Odpowiada to wolumenowi, który dziennie przewieźć może ok. 1-1,5 

autocysterny. Wynika to - jak wspomniano - z przepisów prawa polskiego i ich interpretacji 

przez właściwe organy. Dodatkowo zasadne byłoby dopuszczenie łącznego bilansowania LNG 

w ramach wirtualnego skraplania biometanu na obu lądowych terminalach załadunku LNG na 

autocysterny, tj. w Świnoujściu i Gdańsku. Prawo UE nie wyklucza takiego rozwiązania.   

Zmiana przepisów i umożliwienie zdecydowanie większego wirtualnego skraplania biometanu 

do bioLNG napotka barierę infrastrukturalną w postaci zbyt małych mocy wydawczych LNG 

na autocysterny na TLNG.  

 

Wykres 7, wydajność TLNG a potencjał bioLNG w NCW, źródło: obliczenia własne na podstawie danych Gaz 

System, POPiHN, ustawa o biokomponentach 

Bunkrowanie – trwająca ekspansja  

Bunkrowanie jest rozwijającym się segmentem rynku LNG oraz bioLNG. Wykorzystanie tych 

paliw, w tym bioLNG pochodzącego ze skroplenia biometanu, zyskuje na znaczeniu w basenie 
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Morza Bałtyckiego. Sprzyjają temu europejskie regulacje środowiskowe – NECA5 i SECA6, 

które zwiększają presję na ograniczanie emisyjności transportu morskiego. 

Obecnie w żadnym z polskich portów nie prowadzi się bunkrowań LNG wysokowydajną 

metodą statek-statek. Rozwój takiej zdolności miałby znaczenie nie tylko dla obsługi rynku 

bunkrowania. Bunkierka LNG mogłaby być również wykorzystywana do transportu LNG 

pomiędzy FSRU w Gdańsku a przyszłym terminalem załadunkowym LNG na autocysterny, 

zlokalizowanym w Gdańsku lub w jego okolicach. W praktyce jednostka ta pełniłaby więc 

dwie funkcje: bunkrowania statków oraz transportu LNG między elementami krajowej 

infrastruktury. 

Według prognoz potencjał tego segmentu w waha się od 200 do 300 tys. ton LNG w 2030 r. 

Jest to wolumen porównywalny z przeładunkiem LNG na autocysterny w terminalu LNG w 

Świnoujściu w 2025 r. Obecnie bunkrowanie LNG w Polsce odbywa się głównie z 

wykorzystaniem ciężarówek. Jest to metoda relatywnie niskonakładowa, ale jednocześnie 

niskowydajna. Nie nadaje się również do obsługi jednostek przybijających do nabrzeży, na 

które nie może wjechać ciężarówka z LNG, np. w Naftoporcie w Gdańsku. Poza pojedynczymi 

bunkrowaniami statków oraz obsługą dwóch promów zasilanych LNG, oddanych do 

eksploatacji w 2025 r. i pływających na trasie Świnoujście–Trelleborg, polskie podmioty są 

praktycznie nieobecne na rynku bunkrowania LNG na Bałtyku. Dotyczy to zarówno 

operatorów, jak i dostawców usług bunkrowania. Mimo najlepiej rozwiniętej infrastruktury 

lądowej w regionie, rynek ten jest obecnie w dużej mierze obsługiwany przez podmioty z 

państw sąsiednich. 

 

Potencjał bunkrowania statków paliwem LNG szacowany jest na 

200-300 tys. ton LNG w 2030 r. To wolumen porównywalny z 

przeładunkiem LNG na autocysterny w terminalu LNG w 

Świnoujściu w 2025 r. 

Na grafie 1 zaprezentowano sposoby bunkrowania statków paliwem LNG. 

 
5 Obszar NECA (ang. Nitrogen Emission Control Area – Obszar Kontroli Emisji Azotu). W kontekście ochrony 

środowiska morskie strefy NECA wynikają z międzynarodowych przepisów IMO (Międzynarodowej Organizacji 

Morskiej). Strefy NECA nakładają rygorystyczne limity na emisję tlenków azotu ze statków. Strefy NECA 

obejmują Morze Bałtyckie, Morze Północne (w tym kanał La Manche) oraz rozległy obszar Oceanu Atlantyckiego 

i Morza Śródziemnego. Wszystkie nowo budowane statki operujące na tych akwenach muszą redukować emisję 

tlenków azotu aż o 80% w stosunku do dawnych norm. Wymusza to stosowanie technologii takich jak katalizatory 

SCR lub napęd na skroplony gaz ziemny (LNG). 
6 Dyrektywa SECA (Sulphur Emission Control Area) to unijne i międzynarodowe regulacje (w ramach konwencji 

MARPOL) nakładające rygorystyczne limity emisji tlenków siarki na statki. W wyznaczonych strefach zawartość 

siarki w paliwach morskich nie może przekraczać 0,10% (zamiast limitu światowego 0,50%). Obejmuje Morze 

Bałtyckie, Morze Północne, Kanał La Manche oraz wody Ameryki Północnej. Od maja 2025 r. strefa obejmuje 

także Morze Śródziemne. Niższe emisje można osiągnąć dzięki stosowanie paliw niskosiarkowych (np. Marine 

Gas Oil lub LNG) lub montaż specjalnych płuczek spalin (ang. scrubber). 
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Graf 1, Metody bunkrowania LNG: 1) Bunkrowanie z cysterny samochodowej 2) Bunkrowanie z pływającej 

bunkierki 3) Bunkrowanie z lądu 4) Bunkrowanie przy pomocy zbiorników kontenerowych, źródło: Port Gdynia 

W pewnym uproszczeniu można przyjąć, że mniejsze nakłady inwestycyjne przekładają się 

zwykle na niższą wydajność instalacji oraz mniejszą elastyczność jej funkcjonowania i 

zastosowania.   

W przypadku bunkrowania metodą STS, czyli statek-statek, operacja może zostać 

przeprowadzona operacja może zostać przeprowadzona w kilku wariantach. Może odbyć się 

na redzie, gdy jednostka oczekuje na wejście do portu, bezpośrednio w porcie, a także przy 

wąskim ramieniu pirsu, na które nie ma możliwości wjazdu ciężarówki z LNG. 

Na poniższym wykresie nie uwzględniono czwartej metody bunkrowania, polegającej na 

wymianie  sczerpanych zbiorników umieszczonych w kontenerach ISO na zbiorniki 

napełnione LNG. W takim przypadku wolumen odebranego lub zatankowanego przez statek 

paliwa zależy od ilości wymienionych zbiorników.  
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Wykres 8, tempo bunkrowania statków LNG w zależności od metody, źródło: Źródło: DNV GL, Liquefied Natural 

Gas (LNG) Bunkering Study 

 

Wykres 9, tempo bunkrowania LNG w zależności od metody i wielkości statku, źródło: sciencedirect.com 

W celu zwiększenia ilości paliwa bunkrowanego z autocystern stosuje się rozwiązania 

umożliwiające równoczesne opróżnianie kilku cystern za pomocą specjalnych instalacji. 

Pozwala to zwiększyć tempo bunkrowania do około 200 m³ LNG na godzinę. Mimo to 

wydajność takiego rozwiązania pozostaje jedynie ułamkiem możliwości oferowanych przez 

bunkrowanie metodą statek–statek (STS). 
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Przykład takiej instalacji zilustrowano na poniższym zdjęciu  

 

Zdjęcie 4,bunkrowanie statku ciężarówkami przy pomocy tzw. dojarki, źródło: Manntek  

 

Zdjęcie 5, bunkrowanie statku LNG metodą ze statku na statek, źródło: portalmorski.pl 
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Przykładem wykorzystywania szans związanych z handlem i bunkrowaniem LNG jest Gasum, 

spółka w 100 proc. należąca do państwa fińskiego. Firma dysponuje flotą bunkierową, 

obejmującą poniżej wymienione jednostki. Jedna z nich, Celsius, znajduje się obecnie w 

budowie.  

 

Wykres 10, bunkierki LNG w dyspozycji fińskiego państwowego koncernu Gasum, źródło: Gasum 

 

Zdjęcie 6, Kairos LNG bunker, Źródło: Gasum 
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Zdjęcie 7, Coral EnergIce, Źródło: Gasum 

Scenariusze powojenne - ryzyka terminala przeładunkowego i 

bunkierki  

Nie wiadomo, w jaki sposób i na jakich warunkach zakończy się wojna w Ukrainie. Nie można 

również przesądzić, czy ewentualny pokój będzie trwały, czy będzie miał charakter jedynie 

czasowego zawieszenia działań. Obecnie trudno ocenić, czy byłaby to raczej pauza taktyczna, 

trwająca 3–6 lat, czy pauza strategiczna, obejmująca perspektywę 15–20 lat. W pierwszej 

części raportu, zatytułowanej „FSRU 2 – między komfortem a bezpieczeństwem”, 

przedstawiono trzy możliwe scenariusze rozwoju sytuacji po zakończeniu działań wojennych: 

1. Scenariusz blokady 

2. Scenariusz semikooperacji 

3. Scenariusz kooperacji   

 

Analogicznie dla rynku małego LNG i bunkrowania może to oznaczać wystąpienie sytuacji 

omówionych poniżej. 

1. Scenariusz blokady 

Rosyjskie LNG nie będzie dostępne na rynku UE. Nadal dostępne pozostaną natomiast 

dostawy LNG z państw, z których Polska oraz inne kraje położone nad Morzem Bałtyckim 

importowały to paliwo dotychczas. Tworzy to potencjalną możliwość nie tylko znacznie 

aktywniejszego wejścia na rynek bunkrowania LNG, lecz także — w dalszej perspektywie — 

zaopatrywania mniejszych terminali LNG w państwach basenu Morza Bałtyckiego paliwem 

przeładowywanym w polskich terminalach LNG. 
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W scenariuszu blokady LNG produkowane w Federacji Rosyjskiej, m.in. w Królewcu, 

Pskowie czy Riazaniu, nie będzie trafiało do Polski ani innych państw UE transportem 

drogowym. Oznacza to brak bezpośredniej konkurencji ze strony rosyjskiego LNG. 

Jednocześnie jest to scenariusz, w którym prawdopodobieństwo aktów dywersji i sabotażu 

może być najwyższe. Dostawcom zainteresowanym zniesieniem blokady mogłoby zależeć na 

wywołaniu zakłóceń w zaopatrzeniu w paliwo, a tym samym na osłabieniu poparcia dla jej 

utrzymania. 

W takim wariancie mogą nasilać się działania pod progiem wojny, w tym akty dywersji i 

sabotażu. Terminal przeładunkowy LNG, podobnie jak FSRU 1, FSRU 2 oraz TLNG, 

należałyby do obiektów szczególnie narażonych na tego typu działania. 

Brak budowy dodatkowej infrastruktury i oparcie rozwoju rynku wyłącznie o usługi terminala 

LNG w Świnoujściu dodatkowo zwiększałoby ekspozycję Polski oraz krajowego rynku gazu 

na ryzyko. Oznaczałoby utrzymanie jednego głównego punktu zaopatrzenia, obsługującego 

około 80 proc. rynku LNG. Zadaniem państwa polskiego, należących do niego spółek oraz 

właściwych instytucji powinno być utrzymanie zdolności do obsługi rynku LNG także w 

sytuacji, gdy infrastruktura bunkrowania lub nalewu LNG na autocysterny byłaby 

wykorzystywana jedynie w ograniczonym stopniu. 

Należy przypomnieć, że rezerwy infrastrukturalne dostępne w terminalu LNG w Świnoujściu 

w momencie wybuchu wojny w Ukrainie umożliwiły zastąpienie dostaw LNG ze Wschodu, 

realizowanych transportem drogowym, dostawami z krajowego terminala. 

2. Scenariusz semikooperacji  

W tym scenariuszu LNG, podobnie jak przed wybuchem pełnoskalowej wojny w Ukrainie, 

będzie importowane do Polski autocysternami drogą lądową z zakładów skraplania LNG 

zlokalizowanych na terytorium Federacji Rosyjskiej, m.in. w Królewcu, Pskowie i Riazaniu. 

Możliwe jest również wprowadzenie limitów importu gazu ziemnego oraz gazu w postaci LNG 

z terytorium Federacji Rosyjskiej. W takim wariancie jedną z form obrony rynku będzie 

zwiększanie udziału bioLNG jako zeroemisyjnego paliwa w transporcie morskim. Istotne będą 

także działania podmiotów dostarczających gaz nierosyjski, ukierunkowane na szerszą, 

bardziej pogłębioną i kompleksową współpracę z klientami. 

Należy jednocześnie zaznaczyć, że w każdym scenariuszu dostawca LNG ze Wschodu będzie 

próbował różnymi metodami omijać blokady lub wyznaczone limity. Może to obejmować 

korzystanie z pośredników działających w państwach trzecich, a także w niektórych państwach 

UE lub państwach uznawanych za wiarygodne7.   

3. Scenariusz kooperacji  

W scenariuszu powrotu do pełnej kooperacji energetycznej z Federacji Rosyjskiej gaz ziemny 

z tego państwa trafiałby do państw UE nie tylko w postaci LNG transportowanego drogą 

morską, lecz także rurociągami. Taki rozwój sytuacji wpływałby na spadek cen w wybranych 

państwach członkowskich. W segmencie LNG jedną z możliwych form obrony krajowego 

 

7 Przykładowo, wielu pośredników w handlu węglowodorami wschodnimi ma swoje siedziby w Szwajcarii, czy 

na Cyprze. 
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rynku byłoby wprowadzenie usługi wirtualnego skraplania gazu ziemnego na istniejących w 

Polsce terminalach LNG. Dodatkowym mechanizmem wzmacniającym odporność rynku 

byłoby zwiększanie udziału bioLNG jako zeroemisyjnego paliwa w transporcie morskim i 

lądowym. 

W dającej się przewidzieć przyszłości biometan nie będzie prawdopodobnie produkowany w 

Federacji Rosyjskiej w znaczących ilościach. Wynika to z uwarunkowań geograficznych, 

klimatycznych i kosztowych, w tym z istotnie niższych cen gazu ziemnego w Rosji niż w UE, 

a także ze specyfiki i stopnia rozwoju tamtejszego rolnictwa. Nie oznacza to jednak braku 

ryzyka konkurencji w tym segmencie. Spółki rosyjskie lub konsorcja tworzone przez nie z 

partnerami zagranicznymi mogą uczestniczyć w obrocie biometanem i bioLNG. W dłuższej 

perspektywie może to oznaczać wzrost konkurencji także w tym obszarze rynku paliw 

transportowych. 

Należy zakładać, że w scenariuszu pełnego powrotu do współpracy energetycznej z Federacją 

Rosyjską większość bunkrowanego LNG w basenie Morza Bałtyckiego z czasem będzie 

pochodzenia rosyjskiego.   

Percepcja ryzyka w segmencie małego LNG   

Obecnie 10 lat po uruchomieniu terminala w Świnoujściu oraz po nałożeniu sankcji na LNG z 

Federacji Rosyjskiej, można oszacować, że 75-80 proc. sprzedawanego w Polsce LNG 

pochodzi z terminala w Świnoujściu. 

Najważniejsze punkty produkcji lub przeładunku LNG zaopatrujące polski rynek są 

kontrolowane przez jeden dominujący podmiot. Dotyczy to terminala w Kłajpedzie, którym 

podmiot ten zarządzał, odazotowni w Odolanowie i Grodzisku Wielkopolskim, których jest 

właścicielem, oraz terminala LNG w Świnoujściu, którego jest wyłącznym użytkownikiem. 

Dodatkowo relatywnie niewielkie wolumeny LNG, szacowane w 2025 r. na około 10–15 tys. 

ton, są sprowadzane z terminali LNG w Belgii i Holandii, w tym z terminala Zeebrugge oraz 

Gate Terminal w Rotterdamie. W uproszczeniu strukturę zaopatrzenia polskiego rynku w LNG 

można przedstawić na poniższym wykresie.  
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Wykres 11, źródło: dane Orlen za 2025 r. z komunikatu PAP w 14.01.2026 r. www.biznes.pap.pl  

Biorąc pod uwagę odległość od terminali LNG alternatywnych wobec Świnoujścia, w których 

prowadzony jest nalew LNG na autocysterny, obecny poziom zależności krajowego rynku od 

terminala w Świnoujściu generuje istotne ryzyka dla ciągłości dostaw. Ryzyka te nie były 

dotychczas szerzej artykułowane. Wraz z dalszym rozwojem rynku małego LNG mogą one 

prowadzić do rosnących napięć w zaopatrzeniu Polski w LNG. 

Mając na względzie odległość od alternatywnych w stosunku do Świnoujścia terminali LNG, 

w których prowadzony jest nalew LNG na autocysterny, obecny poziom zależności krajowego 

rynku od TLNG generuje istotę ryzyka dla ciągłości dostaw.   

Około 80 proc. dostaw LNG na autocysterny w 2025 r. pochodziło 

z TLNG w Świnoujściu.  

Optymalizacja kosztem bezpieczeństwa 

W infrastrukturze gazociągowej przeprowadza się, przynajmniej na poziomie Operatora 

Systemu Przesyłowego, analizy, testy i obliczenia, jak wyglądałoby zaopatrzenie w gaz w 

różnych scenariuszach. Chodzi przede wszystkim o sytuację, w której dane źródło gazu (punkt 

wejścia do Krajowego Systemu Przesyłowego) przestaje funkcjonować. Operatorzy starają się 

tak rozbudowywać system, a także instalacje z nim współpracujące (np. podziemne magazyny 

gazu), aby przerwa w dostawach z jednego źródła nie zakłócała działania rynku lub 

powodowała minimalne napięcia podażowe.   
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W takich obliczeniach szczególną wagę przywiązuje się do analizy N-1 dla największego 

źródła. Obrazuje ona sposób zaspokojenia popytu, w sytuacji, w której przestaje funkcjonować 

największe źródło podaży gazu. Obecnie dla Krajowego Systemu Przesyłowego gazu 

ziemnego jest to Baltic Pipe. Na rynku autocystern LNG jest to terminal w Świnoujściu. 

Dla OSPg takie obliczenia w stosunku do Krajowego Systemu Przesyłowego mają charakter 

standardowy, ale już nie dla operatora systemu skraplania w Świnoujściu. Tym bardziej nie są 

one regularnie sporządzane na potrzeby podmiotów działających na rynku małego LNG. Dla 

TLNG nalewanie LNG na autocysterny stanowi niewielką część wolumenu gazu, jaki 

przeładowywany jest przez ten obiekt. Obrazuje to poniższy wykres. 

 

Wykres 12, opracowanie własne źródło: dane Gaz System 

Gdyby z dowolnego powodu terminal LNG w Świnoujściu przestał funkcjonować w minionym 

sezonie grzewczym (2025/2026) uzupełnienie brakującej podaży skroplonego gazu na polskim 

rynku byłoby w praktyce niemożliwe. Dotyczyłoby to zwłaszcza szczytu sezonu grzewczego, 

np. okresu od 4 grudnia, czyli dnia św. Barbary, do 8 marca, czyli dnia kobiet. Przyczyną 

mogłaby być awaria, sabotaż, dywersja, niekorzystne zjawiska atmosferyczne lub inne 

zdarzenie skutkujące czasowym wyłączeniem terminala. 

Teoretycznie LNG można byłoby sprowadzać z terminali w Zeebrugge w Belgii lub z Gate 

Terminal w Rotterdamie. W praktyce jednak barierą byłaby logistyka. Skalę problemu dobrze 

pokazuje porównanie odległości: wystarczy zestawić trasę z wybranej miejscowości w Polsce 

do Świnoujścia z trasą do Rotterdamu. Następnie różnicę odległości należy podzielić przez 90 

km/h, czyli typową prędkość ciągnika siodłowego z naczepą na autostradzie, oraz uwzględnić, 

że zgodnie z przepisami kierowca ciężarówki może prowadzić pojazd maksymalnie 9 godzin 

na dobę. 

Takie ograniczenia oznaczałyby znaczące wydłużenie czasu dostaw, spadek rotacji autocystern 

oraz istotne ograniczenie możliwości szybkiego zastąpienia wolumenów odbieranych obecnie 
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z terminala w Świnoujściu. W efekcie wielu odbiorcom zabrakłoby gazu, także tym, którzy nie 

mają statusu odbiorców chronionych, np. mleczarniom, fermom kurzym, czy zajezdniom 

autobusów. 

Trasę Poznań–Świnoujście–Poznań, łącznie z załadunkiem i rozładunkiem LNG, można 

obsłużyć w ciągu jednego dnia. W przypadku trasy Poznań–Rotterdam–Poznań czas realizacji 

wydłuża się do około trzech dni. Zarazem w ciągu tygodnia jedna autocysterna może 

zrealizować około siedmiu kursów do Świnoujścia, ale jedynie około dwóch kursów do 

Holandii. Wnioski z tego porównania są jednoznaczne. 

 

Wykres 13, źródło: obliczenia własne na podstawie ustawa o czasie pracy kierowców  
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Wykres 14, źródło: obliczenia własne na podstawie ustawa o czasie pracy kierowców  

W przypadku awarii TLNG i okresowego zaniku podaży LNG na autocysterny z tego punktu 

można wyznaczyć przybliżoną linię demarkacyjną dostaw alternatywnych. Określałaby ona 

obszary, do których LNG byłby dowożony z terminali w Holandii lub Belgii oraz obszary 

zaopatrywane z Kłajpedy. Orientacyjnie, taka linia przebiegałaby z północy na południe i 

przecinała rejon Poznania. 

 

 

Wykres 15, źródło: opracowanie własne 
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W przypadku Kłajpedy pewnym ograniczeniem jest wydajność tamtejszego terminala LNG od 

dostępności bunkierki, która przewozi gaz pomiędzy FSRU a terminalem lądowym, a która nie 

jest w trybie stałym w dyspozycji operatora obiektu. W momencie kiedy terminal LNG 

przestaje wydawać skroplony gaz na autocysterny konieczne jest wcześniejsze określenie 

zasad ograniczania dostaw surowca. Należy jednoznacznie wskazać, którym odbiorcom będą 

dostarczane w pierwszej, drugiej i kolejnych kolejnościach. Wymaga to przygotowania 

szczegółowych planów ograniczeń, zarówno po stronie podmiotów sprzedających LNG, jak i 

OSDg, wykorzystujących LNG do dostaw gazu do odbiorców końcowych. 

W przypadku przerw w dostawach LNG w Świnoujściu 

terminale w Kłajpedzie, Zeebrugge i Rotterdamie nie dostarczą 

brakującego surowca – wąskim gardłem okaże się logistyka 

kołowa.  

Obowiązek przygotowania planu awaryjnego bywa uznawany za spełniony w sytuacji, gdy 

OSDg wskazuje w swoim planie, że w razie awarii przekieruje autocysternę do innego 

terminala LNG. Z tego terminala paliwo miałoby zostać odebrane i dostarczone do kraju. 

Analogiczne założenie przyjmuje jednak znacząca część rynku małego LNG. Przy obecnie 

dostępnej infrastrukturze, w przypadku zdarzenia uniemożliwiającego wydawanie LNG na 

autocysterny w terminalu w Świnoujściu, tak opisane plany działań kryzysowych 

najprawdopodobniej nie mogłyby zostać zrealizowane. Istniejąca infrastruktura logistyczna nie 

byłaby bowiem w stanie obsłużyć całego rynku w takiej sytuacji. 

Formalnie obowiązek przygotowania planu awaryjnego można więc uznać za wypełniony.      

W praktyce jednak jego wykonalność pozostaje ograniczona. W minionych latach, przy 

niedostatecznym uwzględnieniu ryzyk oraz kwestii bezpieczeństwa dostaw, priorytetem była 

optymalizacja kosztów. Odbywało się to kosztem rozbudowy infrastruktury, która z punktu 

widzenia bezpieczeństwa powinna być utrzymywana z odpowiednim nadmiarem, czyli 

redundancją. 

Krótkoterminowe zyski czy długoterminowe bezpieczeństwo 

Harmonogram wydawania gazu LNG na terminalu w Świnoujściu w środku zimy jest 

wyjątkowo napięty, choć w ostatnich latach nie miało miejsce żadne poważniejsze zdarzenie. 

Optymalizowano bieżące nakłady inwestycyjne pomijając przy tym kwestię bezpieczeństwa 

dostaw i ryzyka związanego z takim stanem rzeczy. Zasadne jest pytanie, czy maksymalizacja 

krótkoterminowej efektywności kosztowej tego fragmentu kriogenicznej infrastruktury w 

Świnoujściu powinna być nadrzędnym celem, jeżeli odbywa się kosztem ograniczania lub 

minimalizowania kwestii bezpieczeństwa dostaw. 

Jednym z przykładów takiego podejścia jest proces rozbudowy stanowisk nalewu LNG na 

autocysterny w terminalu LNG w Świnoujściu. Jedyny użytkownik terminala wyraził zgodę 

na budowę dodatkowego stanowiska dopiero wiosną 2023 r., mimo że rozmowy na ten temat 

trwały od 2019 r. Decyzja została podjęta dopiero pod wpływem kilku nakładających się 

czynników: ryzyka niewydolności infrastruktury nalewu w sezonie zimowym, wybuchu 
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pełnoskalowej wojny w Ukrainie oraz doświadczeń pierwszego roku zaopatrywania z 

terminala klientów, którym wcześniej LNG dostarczały rosyjskie spółki. 

W przypadku poważnego wypadku lub awarii skutkującej unieruchomieniem terminala LNG 

w Świnoujściu konsekwencje dla rynku małego LNG byłyby bardzo istotne. Warto 

przypomnieć, że w czasie sztormu w 2017 r. z jednego ze zbiorników LNG w Świnoujściu 

spadła kilkudziesięciotonowa suwnica. Tego typu zdarzenia pokazują, że ryzyka 

infrastrukturalne nie mają wyłącznie charakteru teoretycznego. Czasowe wyłączenie terminala 

oznaczałoby, że podmioty zaopatrywane w LNG — w tym mleczarnie, fermy drobiu, uprawy 

szklarniowe oraz inne małe i średnie przedsiębiorstwa — mogłyby zostać pozbawione dostaw 

gazu. W warunkach ograniczonej podaży priorytetowo zabezpieczani byliby odbiorcy 

chronieni, przy czym nawet w tej grupie dostęp do gazu mógłby nie być pełny. 

W przypadku unieruchomienia terminala LNG w Świnoujściu od dostaw 

gazu odcięte zostałyby mleczarnie, fermy kurze, uprawy szklarniowe, a 

także cały inny mały i średni biznes korzystający ze skroplonego gazu. 

Przerwanie załadunków LNG na autocysterny w TLNG wiosną, czy latem nie generowałoby 

tak dużych ryzyk jak analogiczne zdarzenie w sezonie zimowym, zwłaszcza w okresie niskich 

temperatur ujemnych. W takim scenariuszu znaczna część odbiorców biznesowych mogłaby 

zostać odcięta od dostaw LNG w ciągu kilku kilkunastu dni. Straty mogłyby być liczone w 

dziesiątkach milionów złotych za każdy dzień przerwy. To, kto ostatecznie poniósłby 

finansowe skutki takiego zdarzenia, zależałoby od jego charakteru, zapisów w umowach na 

dostawy LNG zawartych między dostawcami a odbiorcami końcowymi, a także od warunków 

polis ubezpieczeniowych.  

Prawo Energetyczne dość jasno określa, który podmiot odpowiada za bezpieczeństwo dostaw 

oraz przerwy w dostawach. Jest nim Operator Systemu Skraplania nazywany powszechnie 

odmiennie od zapisów w ustawie Operatorem Systemu Ragazyfikacji Odpowiedzialność ta nie 

spoczywa ani na właścicielu terminala ani tym bardziej na jego użytkowniku, niezależnie od 

pozycji rynkowej i finansowej tych podmiotów. Zasadne jest więc pytanie, czy operator, mając 

świadomość stopnia uzależnienia rynku od TLNG, nie powinien – równolegle z realizacją 

projektów FSRU 1 i FSRU 2 - zabezpieczyć zdolności odbioru LNG  innej, przynajmniej 

częściowo redundantnej lokalizacji. Takie podejście byłoby spójne z zasadą opisaną w prawie 

UE jako N-1. 

Obecnie każdy dostawca LNG zapewnia klientów, że w przypadku przerwania dostaw z TLNG 

będą w stanie sprowadzić gaz z Kłajpedy lub Zeebrugge. Twierdzenie to może być prawdziwe, 

jeżeli problem dotyczyłby jednego dostawcy lub ograniczonej liczby odbiorców. Staje się 

jednak nieprawdziwe w scenariuszu, w którym zakłócenie obejmuje cały rynek. 

Brak poważnych awarii i innych zdarzeń prowadzących do przerw w dostawach pozwalał w 

minionych latach optymalizować koszty i nakłady kosztem bezpieczeństwa dostaw. O 

bezpieczeństwie i redundancji mówi się od lat, zwłaszcza po 24 lutego  2022 r. W praktyce 

wydaje się jednak, że w logistyce i intendenturze LNG podejście to nie zostało jeszcze w pełni 

wdrożone. 
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Teoretycznie można zakładać, że w sytuacji kryzysowej dostawy LNG autocysternami z 

Niemiec byłyby łatwiejsze do zorganizowania niż dostawy z Belgii lub Holandii. Według 

zapowiedzi Orlenu w Niemczech mają powstać dwa miejsca przeładunku LNG na 

autocysterny. 

 

Mapa 1, Źródło: prezentacja Orlen na podkomisję stała ds. infrastruktury krytycznej, górnictwa i energetyki 

Sejmu RP w dniu 28.04.2026 r. 

Slajd 1, Źródło: prezentacja Orlen na podkomisję stała ds. infrastruktury krytycznej, górnictwa i energetyki Sejmu 

RP w dniu 28.04.2026 r. 
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Pytanie wymagające pogłębionych analiz nakładów, kosztów, ryzyk oraz potencjalnych 

kosztów ich materializacji brzmi: czy po wybudowaniu niemieckich terminali zdolnych do 

przeładunku LNG na autocysterny Polska powinna polegać na ich możliwościach w sytuacji 

kryzysowej. Należy również rozstrzygnąć, czy to właśnie te terminale powinny w przyszłości 

zaopatrywać rosnący polski rynek LNG oraz rozwijający się rynek bunkrowania LNG na 

Bałtyku. 

W minionych latach, gdy gaz ze wschodu odpowiadał za ponad 80 proc. polskiego importu, 

uznano, że taka sytuacja jest nie tylko niekomfortowa, lecz także niebezpieczna. Wiązała się z 

dodatkowymi kosztami oraz okresowo materializującym się ryzykiem wykorzystania przez 

głównego dostawcę gazu do Polski jego pozycji dominującej. Z tego względu rozpoczęto 

budowę infrastruktury, której celem było zwiększenie bezpieczeństwa dostaw oraz 

ograniczenie kosztów wynikających z nadmiernej zależności od jednego kierunku 

zaopatrzenia. 

 

Wykres 16, opracowanie własne, źródło: dane PGNiG 

Obecnie prawie 80 proc. popytu zaspokaja terminal w Świnoujściu. Sytuację pod względem 

bezpieczeństwa dostaw LNG, jak i wysokości marż mógłby zmienić zaopatrywany w gaz 

skroplony z FSRU 1 i 2 terminal przeładunkowy LNG, który potencjalnie mógłby powstać w 

rejonie Gdańska. W tym kontekście kluczowym pytaniem jest, kto i kiedy zbuduje taki obiekt. 

Budowa kolejnego terminala przez podmiot dominujący na polskim rynku gazu oznaczałoby 

umocnienie jego dominującej pozycji na rynku małego LNG i scementowanie marż. Taka 

perspektywa rodzi pytanie, czy operatorem tegoż terminala - nawet jeżeli będzie on należał do 

Orlenu - nie powinien być Gaz System lub też konsorcjum w skład, którego wchodziłyby 

podmioty działające na polskim rynku małego LNG. Rozstrzygnięcie tej kwestii zależy od 

decyzji rządu. 
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Oddawanie pola na morzu  

Obecny bilans bunkrowania statków paliwem LNG w polskich portach przez polskie podmioty 

wypada bardzo słabo. Aktywność krajowych firm na morskim rynku gazu skroplonego wpisuje 

się w scenariusz międzynarodowego podziału pracy, w którym w Polsce są budowane 

terminale LNG wraz z potrzebną do ich obsługi infrastrukturą towarzyszącą, natomiast handel 

LNG na morzu pozostaje domeną innych państw. W praktyce oznacza to, że po stronie polskiej 

koncentrują się przede wszystkim koszty i aktywa infrastrukturalne, a po stronie podmiotów 

zagranicznych – przychody. U nas pozostają pasywa, u nich aktywa.  

Sąsiedzi w ciągu ostatnich 15 lat w krajach ościennych powstało siedem małych statków do 

transportu LNG oraz kilka mniejszych instalacji, które można określić jako „podręczne” 

terminale LNG z dostępem do morza. Jednocześnie, zgodnie z publikowanymi prognozami, 

wykorzystanie LNG, a następnie bioLNG, czyli skroplonego biometanu, jako paliwa 

napędzającego statki na Bałtyku będzie w kolejnych latach rosło. 

Polska zrealizowała już znaczące inwestycje w infrastrukturę LNG. Dotychczasowe nakłady 

na terminal LNG w Świnoujściu przekroczyły 8 mld zł. Kolejne środki będą kierowane na 

dokończenie projektu FSRU 1, a w przyszłości także na budowę FSRU 2. Tym bardziej 

zasadne jest pytanie, czy krajowy rynek powinien ograniczać się wyłącznie do utrzymywania 

infrastruktury, czy też powinien aktywnie uczestniczyć w rozwijających się segmentach 

handlu, logistyki i bunkrowania LNG. 

W kontekście rynku bunkrowania LNG, małego LNG oraz bezpieczeństwa jego dostaw warto 

przypomnieć słowa jednego z polskich polityków niepodległościowych sprzed I wojny 

światowej: „My, Polacy, posiadamy szczególną umiejętność, która ciężką kulą u nogi wlecze 

się stale za nami. Umiejętność neutralizacji swoich wysiłków”. Ryzyko takiej neutralizacji jest 

w tym przypadku realne: znaczące nakłady infrastrukturalne mogą nie przełożyć się na 

odpowiednio duży udział polskich podmiotów w zyskach i kompetencjach powstających 

wokół rynku LNG. 

Czas ucieka a gaz czeka 

Zgodnie z prognozami Gaz Systemu, Polskich Sieci Energetycznych oraz Narodowego 

Centrum Analiz Energetycznych zapotrzebowanie na gaz będzie rosło do  2035 r. w kolejnych 

dwóch latach może osiągnąć fazę stabilizacji, po czym jego konsumpcja zacznie spadać. 

Wobec takiej perspektywy niepodejmowanie decyzji lub przedłużanie procesu decyzyjnego 

będzie erodować całkowity wynik finansowy oraz ograniczać skalę korzyści, jakie można 

uzyskać z rozwoju tego segmentu rynku. 

 

Brak lub odkładanie na później decyzji o budowie terminala 

przeładunkowego LNG i bunkierki zwiększa ryzyka operacyjne i 

finansowe. 
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Aspekty operacyjne 

Uwolnić zdolności TLNG 

Do momentu powstania terminala przeładunkowego w okolicach Trójmiasta, który mógłby 

być oddany do użytkowania latach w 2030 – 2032, należy w pełni udostępnić istniejące 

stanowiska załadunku LNG na autocysterny terminalu w Świnoujściu 

Należy zwrócić uwagę, że polski terminal jako jeden z nielicznych w UE posiada łącznie cztery 

stanowiska nalewu na autocysterny, z czego trzy są wykorzystywane codziennie a jedno jest 

rezerwowe (pozostaje niewykorzystywane). Stanowisko rezerwowe uruchamiane jest w 

przypadku braku możliwości działania z jakichś przyczyn jednego z trzech działających na co 

dzień stanowisk. Jest to model bardzo bezpieczny dla operatora i użytkownika oraz klientów 

użytkownika, jednakże z puntu widzenia popytu oraz kwestii finansowych nie jest optymalny.  

Praktyką stosowaną w innych terminalach LNG oferujących usługę nalewu LNG na 

autocysterny jest codzienne pełne wykorzystanie istniejących stanowisk nalewczych.                 

W przypadku braku możliwości korzystania z któregoś z nich operator informuje 

użytkowników, że dany nalewak nie będzie pracował i obsługiwał klientów do momentu 

usunięcia przyczyn unieruchomienia danego stanowiska.   

Przypadki takie zdarzają się niezmiernie rzadko – zwykle są związane z przeglądami 

infrastruktury, pracami remontowymi, koniecznością wymiany jakiegoś elementu 

infrastruktury nalewu LNG oraz awariami. Zarazem czas ich postoju liczony jest w godzinach 

lub dniach, a nie tygodniach czy miesiącach. TLNG funkcjonuje od 10 lat, oferując przy tym 

usługę nalewu na autocysterny. Zasadne jest przeanalizowanie historycznych danych 

dotyczących przestojów i awarii aby zrozumieć, że czasowe wyłączenia fragmentów 

infrastruktury z użytkowania należą do zdarzeń wyjątkowych.       

Z punktu widzenia klienta i użytkownika terminala LNG komfortową sytuacją jest codzienne 

wykorzystanie czterech nalewaków równocześnie a w razie awarii czasowe wyłączenie 

jednego z nich. To znacznie bardziej dogodna sytuacja niż funkcjonowanie trzech nalewaków 

i jednego rezerwowego, który gwarantuje, że pozostałe będą zawsze dostępne.  

Na podstawie publicznych wypowiedzi przedstawicieli podmiotów odbierających LNG 

autocysternami z terminala w Świnoujściu można postawić tezę, że taka sytuacja oraz związane 

z nią ryzyko byłyby dla nich akceptowalne. Oznacza to, że po stronie użytkownika terminala 

oraz klientów korzystających z nalewu LNG na autocysterny nie powinny występować 

roszczenia z tytułu czasowego unieruchomienia jednego ze stanowisk nalewczych. 

Ze względu na elastyczność i bezpieczeństwo dostaw należy w 

sposób ciągły udostępnić wszystkie cztery istniejące w 

Świnoujściu stanowiska załadunku LNG. 

Jest to potencjał dostępny w terminalu LNG w Świnoujściu, który obecnie nie jest w pełni 

wykorzystywany. W praktyce komfort operacyjny i zachowanie dotychczasowego modelu 

funkcjonowania przeważają nad argumentami dotyczącymi bezpieczeństwa dostaw oraz 
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efektywności ekonomicznej. Obecnie taki model pracy jest uznawany przez operatora 

terminala LNG za obowiązujący. Należy jednocześnie podkreślić, że zarówno przepisy UE, 

jak i polskie Prawo energetyczne promują maksymalizację wykorzystania istniejącej 

infrastruktury. 

Współpraca FSRU z bunkierką i terminalem przeładunkowym 

LNG – warianty  

Bunkierka jako statek będzie służyła do: 

1. Transportu gazu pomiędzy FSRU 1 i FSRU 2 a terminalem przeładunkowym LNG. 

2. Bunkrowania (tankowania) statków paliwem LNG. 

 

Oba FSRU mają mieć możliwość przeładunku LNG na mniejsze jednostki, czyli m.in. 

napełnienia bunkierki. Rodzi to pytanie o sposób w jaki należy kontraktować bunkierkę i nią 

zarządzać, aby zapewnić jej możliwie jak największe wykorzystanie. W tym kontekście można 

wskazać kilka możliwych wariantów działania. Przed ich omówieniem należy jednak jasno 

podkreślić, że: 

1. Transport LNG drogą wodną (bunkierka).  

2. Przeładunek z bunkierki na lądowy terminal przeładunkowy LNG. 

3. Procesowe (czasowe, krótkoterminowe) składowanie LNG na terminalu lądowym. 

4. Załadunek LNG w terminalu lądowym na autocysterny.  

 

nie wymagają uzyskania koncesji od Prezesa URE, a tym samym nie podlegają obowiązkowi 

przedkładania mu taryf do zatwierdzenia. Kształtowanie się stawek opłat za poszczególne 

czynności będzie zależało przede wszystkim od: 

1. Poniesionych nakładów. 

2. Ponoszonych kosztów. 

3. Popytu na dany rodzaj usługi. 

4. Konkurencji ze strony innych dostawców. 

5. Pozycji negocjacyjnej (rynkowej) w stosunku do odbiorców. 

6. Pozycji negocjacyjnej w stosunku do dostawców. 

 

Jedyną czynnością, która na gruncie polskiego prawa podlega lub będzie podlegała 

taryfowaniu (chociaż powinna zostać zwolniona z tego obowiązku) będzie przeładunek LNG 

z FSRU 1 i FSRU 2 na bunkierkę. 

Należy prześledzić pozycję negocjacyjną i konkurencję na poszczególnych elementach 

logistycznego łańcucha wartości. Zakłada się poniżej, że istnieją dwie jednostki FSRU z czego 

użytkownikiem FSRU 1 jest Orlen a użytkownikami FSRU 2 jest konsorcjum kilku podmiotów 

(dalej: spółdzielnia LNG). 
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Zakup LNG  

Nabycie LNG z FSRU 1 lub FSRU 2 powinno odbywać się w warunkach konkurencji. Na 

rynku będzie funkcjonować kilka podmiotów zdolnych do sprzedaży gazu na bunkierkę, w tym 

Orlen oraz członkowie spółdzielni korzystający z FSRU. Każdemu z tych podmiotów powinno 

zależeć na możliwości sprzedaży LNG, co będzie wzmacniało konkurencyjność tej części 

łańcucha. 

Załadunek z FSRU na bunkierkę 

Dokonać tej czynności może tylko operator, czyli Gaz System. Usługa ta powinna być 

świadczona według stawki zatwierdzonej przez Prezesa URE. W tym segmencie nie będzie 

więc konkurencji, ale marża operatora będzie podlegała kontroli państwa. 

Transport bunkierką   

Może za niego odpowiadać podmiot posiadający jednostkę, niezależnie od formy tego 

posiadania. Może to być właściciel, czarterujący, leasingobiorca lub dzierżawca bunkierki. 

Konkurencją dla takiego podmiotu będą dostawcy analogicznych usług działający w basenie 

Morza Bałtyckiego. Lokalnie, tj. w danym porcie, konkurencja może jednak nie występować. 

Dawałoby to podmiotowi posiadającemu bunkierkę silną pozycję negocjacyjną zarówno 

wobec dostawców LNG, jak i odbiorców tego paliwa. Terminal mógłby próbować zamówić 

taką usługę u operatorów ze Szwecji lub Finlandii. W praktyce dostępność bunkierki 

zagranicznej zależałaby jednak od bieżącego obłożenia tych jednostek poza granicami Polski. 

Przeładunek z bunkierki na terminal lądowy 

Przeładunek LNG z bunkierki na lądowy terminal przeładunkowy nie byłby usługą taryfowaną 

przez Prezesa URE. W praktyce występowałby tu układ: jeden dostarczający i jeden 

odbierający. Silniejszą bieżącą pozycję negocjacyjną miałby podmiot posiadający bunkierkę, 

ponieważ dysponowałby również możliwością świadczenia usług bunkrowania LNG. 

Terminal mógłby próbować pozyskać usługę przeładunku od podmiotów działających w 

Szwecji lub Finlandii.  

Takie rozwiązanie byłoby jednak uzależnione od dostępności zagranicznych bunkierek oraz 

ich bieżącego obłożenia pracą. Bunkierka mogłaby również prowadzić bezpośrednie 

tankowanie autocystern LNG z wody, o ile dostępny byłby odpowiedni fragment nabrzeża i 

zawarte zostałyby stosowne porozumienia z klientami. Dla bunkierki oznaczałoby to jednak 

postój i brak możliwości bunkrowania statków w tym czasie. Należy przy tym zaznaczyć, że 

Czynnościami podlegającymi kontroli Prezesa URE w ramach 

taryfowania będą stawki za przeładunek LNG z FSRU na 

bunkierkę oraz za usługę wirtualnego skraplania. Pozostałe 

czynności związane z funkcjonowaniem bunkierki oraz lądowego 

terminala przeładunkowego LNG będą przedmiotem negocjacji 

między stronami.   
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bunkrowanie statków nie jest wykonywane w sposób ciągły, co może tworzyć przestrzeń do 

takiego wykorzystania jednostki. 

Procesowe składowanie LNG 

Procesowe składowanie LNG może być świadczone wyłącznie przez terminal LNG. Jest to 

czynność związana z krótkookresowym magazynowaniem paliwa do momentu jego odbioru 

przez autocysternę. 

Wirtualne skroplenie biometanu lub gazu ziemnego   

Wirtualne skroplenie biometanu lub gazu ziemnego jest czynnością, która teoretycznie podlega 

koncesjonowaniu przez Prezesa URE w ramach koncesji na skraplanie gazu ziemnego. 

Sformułowanie „teoretycznie” jest istotne, ponieważ Prawo energetyczne odnosi się do 

skraplania gazu ziemnego, a nie wprost do skraplania biometanu. Czynność tę może 

wykonywać wyłącznie operator terminala.  

Wskazane byłoby, aby lądowy terminal przeładunkowy był przyłączony do sieci gazowej, co 

ułatwiłoby świadczenie takiej usługi. Nie wydaje się to jednak warunkiem bezwzględnie 

koniecznym. Jeżeli operatorem lądowego terminala byłby ten sam podmiot, który zarządza 

terminalem LNG w Świnoujściu, czyli Gaz-System, możliwe byłoby świadczenie usługi 

poprzez wspólne bilansowanie gazu na terminalu w Świnoujściu oraz terminalu lądowym 

obsługującym FSRU. 

Wydanie LNG na autocysterny 

To czynność niekoncesjonowana i nietaryfowana przez Prezesa URE. Może ją wykonywać 

lądowy terminal LNG. Potencjalną konkurencją dla takiej usługi mogłoby być bezpośrednie 

tankowanie autocystern LNG z bunkierki. Łączna stawka za przeładunek, procesowe 

składowanie oraz wydanie LNG na autocysterny powinna być konkurencyjna wobec 

taryfowanej stawki obowiązującej w terminalu LNG w Świnoujściu oraz wobec opłat za 

analogiczne usługi w Kłajpedzie.  

Porównanie to powinno uwzględniać różnice w kosztach logistyki. W takim ujęciu można 

przyjąć założenie, że cena zakupu LNG jest taka sama we wszystkich analizowanych punktach, 

tj. w Kłajpedzie, FSRU 1, FSRU 2 oraz Świnoujściu. 

Dostawa LNG transportem kołowym do klienta 

Na polskim rynku działa co najmniej pięć dużych podmiotów świadczących usługi transportu 

LNG autocysternami. Dodatkowo funkcjonują mniejsi przewoźnicy dysponujący ograniczoną 

flotą pojazdów. Konkurencja w tym segmencie wydaje się wystarczająca z punktu widzenia 

klienta zainteresowanego transportem LNG.  

Jeżeli podmiot posiadający bunkierkę będzie inny niż podmiot zarządzający lądowym 

terminalem przeładunkowym, uzyska on wobec tego terminala silną pozycję negocjacyjną. 

Może mu to umożliwiać osiąganie podwyższonych marż oraz dodatkowych korzyści 

wynikających z kontroli kluczowego elementu łańcucha dostaw LNG. 
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Wariant I – bunkierka Orlenu 

Jeżeli bunkierkę kupi podmiot dominujący na polskim rynku gazu, powyższa kwestia będzie 

relatywnie prosta, gdyż jest on jednocześnie jedynym użytkownikiem FSRU 1. Zatem będzie 

przeładowywał przywożony przez siebie LNG z FSRU na bunkierkę i w lądowym terminalu 

przeładunkowym LNG także będzie co do zasady paliwo tegoż dominatora. Jako mało 

prawdopodobną należy uznać sytuację w jakiej LNG w bunkierce a co za tym idzie na lądowym 

terminalu przeładunkowym będzie jakiegoś innego podmiotu korzystającego np. z FSRU 2.  

Jest to wariant najprostszy i najmniej konkurencyjny chociaż wiele wskazuje na to, że na razie 

najbardziej prawdopodobny w materializacji. 

W tym momencie należy zadać także pytanie czy bunkierka oraz terminal przeładunkowy mają 

maksymalizować korzyści wypracowywane przez siebie czy też przez swoich użytkowników 

lub właścicieli. 

Wariant II – bunkierka Gaz System I 

Poniższe podwarianty wariantu II zakładają maksymalizację korzyści dla użytkowników 

bunkierki oraz lądowego terminala przeładunkowego LNG. Przyjęto również, że zarówno 

bunkierka, jak i terminal przeładunkowy LNG należą do Gaz Systemu, który jest właścicielem 

tej infrastruktury. 

Podmioty, które zakontraktują zdolności FSRU 2 i uzyskają prawo do określonego wolumenu 

regazyfikacji, miałyby jednocześnie prawo do odbioru określonego wolumenu LNG z FSRU 

2 za pomocą bunkierki. 

Wariat II a 

FSRU 2 nie zostaje zakontraktowany w 100 proc. w momencie podjęcia decyzji inwestycyjnej 

o budowie tejże jednostki. Przy założeniu, że zdolności regazyfikacyjne FSRU 2 zostają 

zakontraktowane przez pięciu oferentów, podmioty te uczestniczą następnie w licytacji 

dotyczącej dostawy LNG w kolejnym slocie. Cena slotu jest określona z góry. Zwycięzcą 

licytacji zostaje podmiot, który zaoferuje najniższą cenę paliwa gazowego. Licytacja odbywa 

się na platformie zorganizowanej przez Gaz-System. 

Cena wyjściowa ustalana jest na poziomie kontraktu terminowego na kolejny miesiąc, 

notowanego na TGE. Cena odbioru LNG z terminala odpowiada cenie wylicytowanej. Slot 

oznacza dostawę LNG do terminala w wolumenie odpowiadającym 80 proc. jego pojemności 

magazynowej. 

W przypadku braku chętnych do sprzedaży LNG w danym slocie obowiązek dostawy 

przechodzi na zwycięzcę poprzedniej licytacji. W takim przypadku cena dostawy wynosi cenę 

wyjściową powiększoną o 10 proc. 

Właściciel bunkierki i terminala świadczy na rzecz zwycięskiego licytanta pakiet usług 

obejmujący: transport LNG bunkierką, przeładunek LNG z bunkierki do lądowego terminala 

przeładunkowego, procesowe przechowywanie LNG w terminalu oraz wydanie LNG na 

autocysternę. Właściciel infrastruktury wystawia również, w imieniu zwycięskiego licytanta, 

faktury spółkom, które w danym okresie kupiły LNG. 
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Równolegle świadczona jest usługa bunkrowania LNG. W jej ramach za pośrednictwem 

platformy można zarezerwować bunkrowanie statku w określonym porcie, np. w Gdańsku lub 

Gdyni, w określonych  godzinach oraz na określony wolumen. W tej części platformy 

uczestniczą podmioty obsługujące statki przypływające do portów, w tym agencje żeglugowe 

i spółki obrotu, które rozwinęły lub mogłyby rozwinąć morską część swojej działalności.   

Wariant II b 

Opiera się on na założeniach zbliżonych do wariantu II a. Różnica polega na tym, że licytowana 

jest cena, po której oferent będzie sprzedawał LNG do terminala w kolejnym miesiącu lub 

kwartale, a nie wyłącznie w pojedynczym slocie.  

Wariant II c 

Opiera się na założeniach wariantu II a lub II b. Różnica dotyczy struktury uczestników rynku. 

W tym wariancie zapotrzebowanie zgłaszają spółki obrotu dostarczające LNG do klientów 

końcowych. To one kupują paliwo, a następnie dzielą się zakupionym wolumenem zgodnie z 

własnymi potrzebami handlowymi i portfelem odbiorców.  

Wariant II d 

Rozwija on założenia wariantu II c. Oprócz spółek obrotu do zakupu LNG mogą przystąpić 

także duzi klienci końcowi. W tym modelu byliby oni określani jako klienci certyfikowani, 

czyli podmioty, które przedstawią odpowiednie zabezpieczenia oraz będą dawały rękojmię 

wywiązania się z zaciągniętych zobowiązań. 

W tym wariancie na platformie dostępna byłaby również usługa przewozu zakupionego LNG 

do wskazanego miejsca na terenie kraju. Polska zostałaby podzielona na osiem stref 

odległościowych, wyznaczanych co 100 km. Pierwsza strefa obejmowałaby odległość od 1 do 

100 km, druga od 101 do 200 km itd. Przyjęcie ośmiu stref wynika z faktu, że jedna z 

najdłuższych tras z Gdańska w Polsce prowadzi do Ustrzyk Dolnych i wynosi około 766 km. 

Usługę przewozu oferowałyby podmioty posiadające autocysterny LNG, określane jako 

certyfikowani spedytorzy. Byłyby to podmioty spełniające wymagania platformy i 

zainteresowane świadczeniem usług transportu LNG do odbiorców końcowych. 

Wariant III – bunkierka Gaz System II 

Grupa wariantów III zakłada, że zarówno bunkierka, jak i lądowy terminal przeładunkowy 

LNG mają maksymalizować korzyści jego właściciela, którym jest Gaz System.  

Wariant III a 

Sprzedaż LNG charakteryzuje się cyklicznością, której potencjalnym skutkiem może być 

wysokie zainteresowanie korzystaniem z terminala i bunkierki w miesiącach zimowych oraz 

niskie w miesiącach letnich. Zjawisko to można co najmniej ograniczyć poprzez m.in.: 

1. licytowanie w jednym pakiecie dwóch miesięcy lub kwartałów, oddalonych od siebie 

o pół roku – styczeń i lipiec, luty i sierpień, marzec i wrzesień. 

2. licytowanie w sposób, w którym wygrywa ten kto zaproponuje nie najniższą cenę za 

LNG tylko najwyższą cenę za rezerwację bunkierki i terminala na dany okres. 
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Wariant III b 

Licytacja odbywa się raz w roku z założeniem prawa do użytkowania terminala i bunkierki 

przez kolejny rok.  

Wariant IV – bunkierka Gaz System III 

Grupa wariantów IV zakłada przyznanie części slotów w terminalu LNG podmiotom, które 

zakontraktowały zdolności FSRU 1 i FSRU 2. W tym modelu bunkierka pozosaje własnością 

Gaz Systemu. 

Wariant IV a 

Każdy podmiot będący użytkownikiem FSRU 2 miałby prawo do przeładunku przez terminal 

wolumenu odpowiadającego 5 proc. ładunku, do którego ma nieodpłatne prawo w ramach 

spółdzielni FSRU 2. Stawki za usługi bunkierki oraz terminala byłyby znane z góry. Operator 

przygotowywałby wstępny grafik slotów na dany kwartał. W pierwszej kolejności sloty byłyby 

przydzielane podmiotom uprawnionym, a w drugiej podmiotom zainteresowanym odbiorem 

LNG z terminala.  

Podmioty korzystające ze swoich praw mogłyby wymieniać się wstępnie zarezerwowanymi 

slotami za pośrednictwem platformy. Operator musiałby jednak posiadać informację, czy 

doszło do wymiany oraz na rzecz jakiego podmiotu będzie obsługiwana dana autocysterna. 

Wszystkie pozostałe sloty byłyby przydzielane w drodze aukcji. Minimalna cena wywoławcza 

odpowiadałaby wysokości opłat za usługę. 

Część slotów autocysternowych, np. 10 proc., powinna pozostawać wolna w ramach 

elastyczności operacyjnej. Sloty te byłyby udostępniane wyłącznie w dniu realizacji usługi. 

Preferencyjne warunki pierwszeństwa wygasałyby po 5–7 latach funkcjonowania terminala 

przeładunkowego. 

W przypadku awarii jednego ze stanowisk nalewu w pierwszej kolejności obsługiwane byłyby 

sloty wylicytowane, czyli pełnopłatne. Dopiero w dalszej kolejności realizowane byłyby sloty 

objęte preferencjami. 

Podmiot, który nabyłby slot w ramach sprzedaży niezarezerwowanych zdolności 

regazyfikacyjnych po zakończeniu procedury open season, ale nie byłby członkiem spółdzielni 

FSRU 2, miałby prawo do korzystania z bunkierki oraz terminala LNG przez czas trwania 

swojego slotu. Jeżeli skorzystałby z tego prawa, musiałby jednak umożliwić innym 

uczestnikom rynku zakup LNG z terminala. 

Wariant IV b 

Wariant IV b opiera się na założeniach wariantu IV a. Różnica polega na tym, że preferencje 

dla podmiotów, które zakontraktowały zdolności FSRU 1 lub FSRU 2, obowiązywałyby 

wyłącznie w miesiącach letnich, tj. od kwietnia do września. 
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Wariant V – bunkierka własnością użytkowników FSRU1 i FSRU2 

Grupa wariantów V zakłada powołanie spółki przez kilku operatorów działających na rynku 

LNG lub przez podmioty, które zakontraktowały zdolności FSRU 1 i FSRU 2. Zadaniem tej 

spółki byłoby świadczenie usług bunkrowania i przeładunku LNG na rzecz swoich 

udziałowców.  

Wariant V a 

Konsorcjum jest właścicielem bunkierki oraz jednocześnie operatorem świadczącym usługi 

bunkrowania i przeładunku LNG.  

Wariant V b 

Konsorcjum pozostaje właścicielem bunkierki, ale powierza zarządzanie operacyjne 

zewnętrznemu operatorowi. Operator ten zarządzałby jednostką i usługami w imieniu 

właścicieli. 

Warianty - zastrzeżenia 

Słabością wariantu opartego na własności Gaz-Systemu może być ograniczona zdolność tej 

organizacji do aktywnego rozwijania handlu LNG w basenie Morza Bałtyckiego. Gaz-System 

jest przede wszystkim operatorem infrastruktury, a nie podmiotem handlowym 

wyspecjalizowanym w ekspansji na rynkach morskich. 

Najbardziej ryzykowny wydaje się wariant, w którym bunkierka zostaje wybudowana, ale 

LNG dostarcza do niej wyłącznie jeden podmiot. Taki podmiot mógłby w praktyce dyktować 

cenę LNG. Wysoka cena paliwa powodowałaby, że bunkrowanie LNG w Gdańsku i Gdyni 

mogłoby być dla armatorów nieopłacalne. W konsekwencji bunkierka nie osiągałaby 

pierwotnie zakładanych przychodów.  

Wysoka cena LNG wpływałaby również negatywnie na stopień wykorzystania lądowego 

terminala przeładunkowego LNG, a tym samym na jego przychody. 

Możliwe parametry lądowego terminala przeładunkowego i 

bunkierki  

Pojemność zbiornika lub zbiorników na LNG w lądowym terminalu przeładunkowym powinna 

być skorelowana z pojemnością bunkierki. Do poniższych obliczeń przyjęto założenie, że 

lądowy terminal przeładunkowy znajduje się w Gdańsku, warunki pogodowe nie ograniczają 

operacji, a tempo załadunku LNG na bunkierkę oraz rozładunku LNG z bunkierki do terminala 

lądowego wynosi 1,5 tys. m3 LNG na godzinę.  

Czas załadunku i rozładunku bunkierki będzie zależał od jej ładowności. Czas dopłynięcia do 

miejsca operacji będzie natomiast zależny od warunków pogodowych oraz punktu startowego. 

Przykładowo, trasa z portu w Gdyni do FSRU jest krótsza niż trasa z portu w Gdańsku. 
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 Wykres 17, czas na wykonanie czynności związanych z transportem LNG pomiędzy FSRU z lądowym terminalem 

przeładunkowym, źródło: analiza własna na podstawie portalmorski.pl, portgdansk.pl, umg.edu.pl  

Lądowy terminal przeładunkowy LNG powinien zostać zaprojektowany z uwzględnieniem 

kilku funkcji. 

1. Po pierwsze, miałby świadczyć usługę wirtualnego skraplania biometanu. 

2. Po drugie, powinien umożliwiać wirtualne skraplanie gazu ziemnego. 

3. Po trzecie, jego zadaniem byłoby odciążenie terminala LNG w Świnoujściu oraz 

ograniczenie ryzyka przerw w dostawach LNG na krajowym rynku. 

 

Przy takich założeniach terminal powinien składać się z co najmniej trzech stanowisk nalewu 

LNG na autocysterny. Każde stanowisko powinno być wyposażone w pompę kriogeniczną o 

wydajności minimum 120 m³/h. Wszystkie trzy stanowiska powinny być udostępnione 

użytkownikom i zdolne do równoczesnej pracy. W przypadku awarii jednego ze stanowisk 

operator powinien ogłaszać ograniczenie dostępnych zdolności. Klienci powinni otrzymywać 

taką informację niezwłocznie, aby mogli dostosować swoją logistykę do zmienionej sytuacji. 

W tym modelu nie byłoby konieczne stosowanie zasady N+1 na poziomie samego terminala. 

W przypadku awarii jednego ze stanowisk oraz bardzo wysokiego popytu na usługi terminala 

część transportów mogłaby zostać przekierowana do Świnoujścia lub Kłajpedy. Zdolność 

terminala w wariancie z trzema stanowiskami można szacować na maksymalnie około 60 

autocystern na dobę. 

Drugim możliwym wariantem jest budowa czterech stanowisk nalewu LNG, wyposażonych w 

pompy o wydajności 150 m³/h. Taka konfiguracja pozwoliłaby obsłużyć do około 80 

autocystern na dobę. 
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Możliwa jest również opcja pośrednia. Zakładałaby ona budowę trzech stanowisk z pompami 

o większej wydajności oraz pozostawienie rezerwy terenowej i technicznej pod dobudowę 

czwartego stanowiska w przyszłości. 

Różnica w nakładach pomiędzy wariantem obejmującym trzy stanowiska a wariantem z 

czterema stanowiskami nalewu, przyjmując za punkt odniesienia lądowy terminal LNG w 

Kłajpedzie, powinna mieścić się szacunkowo w granicach 3–5 proc. całkowitych kosztów 

inwestycji. 

Przy założeniu, że lądowy terminal przeładunkowy miałby pojemność analogiczną do 

terminala w Kłajpedzie, tj. 5 tys. m³ pojemności wodnej zbiorników oraz około 3,5 tys. m³ 

pojemności operacyjnej, a maksymalna przepustowość pompy wynosiłaby 120 m³/h, dostawa 

LNG z bunkierki musiałaby następować mniej więcej co 30 godzin przy maksymalnym 

wykorzystaniu terminala. 

 

Zdjęcie 8, lądowy terminal przeładunkowy LNG w Kłajpedzie w trakcie tankowania LNG z bunkierki, Źródło: KN 

Energies Group 

Taka pojemność terminala przy maksymalnym obciążeniu załadunkiem autocystern, w 

odczuwalny sposób ograniczałaby możliwości bunkierki w zakresie świadczenia usługi 

bunkrowania statków LNG.    

Dostępność bunkierki można byłoby zwiększyć przede wszystkim poprzez zwiększenie 

pojemności operacyjnej terminala. Oznaczałoby to ograniczenie rezerw utrzymywanych w 

zbiornikach, zarówno w zakresie niezapełnionej przestrzeni, jak i minimalnej ilości LNG 

pozostającej w zbiorniku. Jeżeli terminal pracowałby w trybie 24/7 z dużą intensywnością, w 

okresach wysokiego wykorzystania można byłoby rozważyć zmniejszenie górnej strefy 
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bezpieczeństwa z 20 proc. do 8–10 proc. Analogiczne podejście można byłoby zastosować do 

stanu minimalnego, ograniczając go z przyjętych wstępnie 10 proc. do 6–7 proc. 

Dodatkowo należałoby rozważyć zwiększenie całkowitej pojemności zbiorników. 

Pozwoliłoby to ograniczyć częstotliwość dostaw z bunkierki do terminala, a tym samym 

zwiększyć dostępność jednostki do świadczenia usług bunkrowania. 

   

Wykres 18, czas przeładunku LNG z terminala LNG przy maksymalnym pracy, źródło: obliczenia własne 

Przy doborze pojemności zbiorników uwzględnić warunki meteorologiczne. W Gdańsku wiatr 

o sile 6 stopni w skali Beauforta występuje przez około 60 dni w roku. Przy takich warunkach 

przeładunek LNG z FSRU na bunkierkę może być ograniczony, a w części przypadków nawet 

zabroniony ze względów bezpieczeństwa. 

Szczególne znaczenie mają długotrwałe okresy pogody sztormowej, występujące przede 

wszystkim w sezonie jesienno-zimowym, zwłaszcza od grudnia do marca. Rozległe układy 

niżowe mogą w tym czasie generować silny wiatr i wysokie fale przez kilka dni z rzędu. Przy 

silnym, sztormowym wietrze ograniczony lub czasowo wstrzymany może być również 

załadunek LNG na autocysterny. 

Z tego względu pojemność zbiorników w terminalu oraz powiązana z nią pojemność bunkierki 

powinny być skorelowane m.in. z: 

1. Prognozami rozwoju rynku LNG w Polsce. 

2. Stopniem wzajemnej zastępowalności terminala w Świnoujściu z terminalem w 

Gdańsku w zakresie wydawania LNG. 

3. Zakładaną ilością przerw w pracy terminala w ciągu roku, wynikających m.in. z 

remontów i silnych sztormów.  

4. Wydajnością pomp. 
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5. Liczbą stanowisk nalewczych. 

6. Prognozowaną liczbą dni pracy z maksymalną wydajnością. 

7. Ograniczeniami nawigacyjnymi. 

8. Warunkami meteorologicznymi. 

Należy jednocześnie zaznaczyć, że powyższe przykłady mają charakter uproszczony.                 

W praktyce tego typu analizy prowadzone są w zdecydowanie bardziej pogłębiony sposób, z 

wykorzystaniem szerszego zestawu danych, modeli operacyjnych oraz prognoz rynkowych i 

pogodowych. 

Pojemność bunkierki powinna co do zasady umożliwiać napełnienie lądowego terminala 

przeładunkowego jedną ratą załadowczą. Jeżeli jednak prognozy dla rynku bunkrowania 

statków LNG wskazywałyby na niski popyt na tę usługę, możliwe byłoby rozważenie 

mniejszej jednostki. Analogicznie należałoby postąpić, gdyby zakładano wejście do polskich 

portów konkurencyjnego podmiotu dysponującego własną bunkierką oraz tańszym LNG niż 

paliwo oferowane przez podmioty korzystające z FSRU 1 i FSRU 2. W takim scenariuszu 

bunkierka pełniłaby przede wszystkim funkcję transportową, służąc do przewozu LNG 

pomiędzy FSRU a lądowym terminalem przeładunkowym LNG. Jej rola w segmencie 

bunkrowania statków byłaby natomiast ograniczona. 

Nowy terminal wypiera Kłajpedę  

Lokalizacja terminala przeładunkowego w Gdańsku, Gdyni lub Elblągu ograniczyłaby 

wolumeny LNG kierowane obecnie do Polski z lądowego terminala przeładunkowego LNG w 

Kłajpedzie. Terminal ten jest obecnie zarządzany przez Orlen na podstawie kontraktu 

operatorskiego obowiązującego do 2029 r. 

Terminal przeładunkowy zlokalizowany w okolicach Trójmiasta pozwoliłby w długim 

horyzoncie lepiej zaspokoić zapotrzebowanie rynku LNG oraz bioLNG. Zmniejszyłby również 

kolejki i napięcia operacyjne w terminalu LNG w Świnoujściu. Obecnie logistyka dostaw LNG 

ze Świnoujścia i Kłajpedy kształtuje się w taki sposób, że z terminala litewskiego 

zaopatrywana jest północno-wschodnia Polska, część Polski wschodniej oraz część Polski 

centralnej. Na poniższym wykresie zaprezentowano odległości transportowe ze Świnoujścia i 

Kłajpedy. 
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Wykres 19, odległości drogowe ze Świnoujścia i Kłajpedy do wybranych polskich miast, źródło: opracowanie 

własne 

W momencie powstania nowego terminala LNG w Gdańsku, Gdyni lub Elblągu przy założeniu 

tej samej ceny za LNG na terminalach w Polsce i na Litwie opłacalnym pozostanie transport 

LNG z Litwy tylko do okolic Suwałk. 

 

Wykres 20, odległości drogowe ze Gdańsk i Kłajpedy do wybranych polskich miast, źródło: opracowanie własne 
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Klient terminala, podmiot handlowy lub dostawca LNG do odbiorcy końcowego będzie 

podejmował decyzje przede wszystkim na podstawie logistyki i całkowitego kosztu dosawy. 

Może odebrać LNG w Świnoujściu, ale alternatywą będą również Gdańsk lub Kłajpeda.           

W praktyce analizie podlegać będzie kilka czynników: cena LNG, koszty załadunku, odległość 

i czas przejazdu, sprawność oraz jakość obsługi w terminalu, a także dodatkowe koszty, w tym 

np. klauzule take-or-pay omówione w dalszej części raportu. Znaczenie będą miały również 

ryzyka operacyjne i przepisy transportowe. Przykładowo częste kontrole autocystern LNG 

przez służby drogowe po stronie litewskiej nie będą czynnikiem zachęcającym do korzystania 

z tamtejszej infrastruktury. 

Decyzje zakupowe i logistyczne będą podejmowane na podstawie takich analiz. Kluczowymi 

kryteriami pozostaną jednak koszt LNG w porcie oraz odległość terminala od klienta 

końcowego. 

Gdańsk, Gdynia czy  Elbląg 

W powyższej analizie opisując lokalizację nowego terminala przeładunkowego wskazywany 

jest Gdańsk – umiejscowienie tam obiektu wydaje się naturalne, ze względu na bliskość i skalę 

działania ta mtejszego portu. Tym niemniej, pozostają jeszcze lokalizacje w Gdyni i Elblągu, 

które jednak cechują się odpowiednio bardziej ograniczonymi możliwościami terenowymi 

oraz większą odległością. Port Gdynia, podobnie jak Port Gdańsk, nie dysponuje wolnymi 

terenami inwestycyjnymi. Port w Elblągu posiada tereny i jest dogodnie umiejscowiony 

logistycznie (pod względem dostępności dróg oraz obszaru kraju jaki miałby zaopatrywać), 

jednakże jego ograniczeniem jest maksymalna dopuszczalna głębokość zanurzenia statków, 

jakie mogą wpływać zarówno do niego, jak i przepływać przez przekop Mierzej Wiślanej.        

W takim przypadku należałoby zamówić dedykowaną jednostkę o zanurzeniu 4,5 m i pływanie 

do Elbląga. 

W przypadku Elbląga należałoby również uwzględnić dodatkowy dystans i czas potrzebny na 

jego pokonanie przez bunkierkę. Prawie 70 km różnicy pomiędzy Elblągiem a Gdańskiem z 

jednej strony zwiększa koszty frachtu, a z drugiej obniża koszty przewozu LNG 

autocysternami. 

Czas rejsu bunkierki w jedną stronę do Elbląga to 3-4 godziny. Przewoźnicy LNG mając 70 

km bliżej Elbląg w jedną stronę (140 km w obie strony) na kosztach logistyki kołowej 

oszczędzaliby 73,5 tys. zł na jednym rejsie bunkierki i w przybliżeniu o tyle więcej byliby 

skłonni zapłacić za odbiór z Elbląga tej ilości gazu. Wyliczenia te bazują na założeniu, że  

1. ciężarówka zabiera 40 m3 LNG; 

2. bunkierka przewozi 3,5 tys. m3 LNG, które jest odbierane z terminala; 

3. stawka za 1 km przejazdu ciągnika siodłowego to 6 zł. 

 

Elbląg generuje też dodatkowe ryzyko, np. w postaci braku możliwości przepływu przez 

przekop Mierzei Wiślanej, czy wynikające z konieczności pokonania do niego większego 

dystansu niż do Trójmiasta. To ostatnie przekłada się na większą podatność dostaw LNG na 

warunki meteorologiczne. Bunkierka w takiej lokalizacji obsługiwałaby przede wszystkim 
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terminal LNG a bunkrowanie statków paliwem LNG byłoby drugą w kolejności aktywnością 

tegoż statku.  

Na Bałtyku jest trzech armatorów statków (bunkierki i feedery) do przewozu małego LNG – 

mogą oni podstawiać swoje jednostki co 5-14 dni w zależności od wypełnienia grafiku w celu 

przewiezienia LNG pomiędzy FSRU 1 lub FSRU 2. Oznacza to, że możliwości przeładunkowe 

terminala lądowego świadczącego usługę nalewu LNG na autocysterny są de facto ograniczone 

dostępnością tego statku.  

Posiadanie bunkierki lub możliwość możliwie swobodnego dysponowania taką jednostką jest 

jednym z kluczowych warunków powodzenia projektu. Bunkierka stanowi jego miękkie 

podbrzusze. Dysponując FSRU oraz lądowym terminalem załadunkowym LNG, nie powinno 

się oddawać transportu LNG pomiędzy FSRU a terminalem operatorom z państw sąsiednich. 

Oznaczałoby to przekazanie im części marż oraz praktycznej kontroli nad wydajnością pracy 

lądowego terminala. 

Powyższe uwagi mają charakter sygnalny i odnoszą się przede wszystkim do znaczenia 

lokalizacji oraz kontroli nad kluczowymi elementami łańcucha logistycznego. Nie stanowią 

pełnego omówienia tego zagadnienia. 

Reorganizacja organizacji slotów na TLNG 

Obecnie autocysterna odbierająca LNG w terminalu LNG w Świnoujściu ma przypisany 

dokładny slot załadunkowy. Przykładowo, jeżeli slot został wyznaczony na godzinę 17.00, 

autocysterna musi pojawić się w terminalu o tej godzinie lub znajdować się w kolejce.                 

W przeciwnym razie wypada z kolejki.  

Taki model organizacji slotów jest mało elastyczny z punktu widzenia realnych warunków 

logistycznych. Na termin przyjazdu autocysterny wpływają m.in.: 

1. Zmienne warunki atmosferyczne, w tym śnieg lub silny wiatr. 

2. Trudne do przewidzenia utrudnienia w ruchu drogowym. 

3. Zmiany trasy lub harmonogramu rozładunków, które mogą wystąpić między 

rezerwacją slotu a dniem realizacji transportu. 

4. Inne zdarzenia losowe. 

 

W praktyce znaczna część ciężarówek przyjeżdża do terminala poza pierwotnie wyznaczonym 

czasem. Z tego względu należy poważnie rozważyć reorganizację systemu zarządzania slotami 

w terminalu LNG w Świnoujściu. 

Jednym z możliwych rozwiązań byłoby wyznaczanie dłuższych okien czasowych, np. 

czterogodzinnych. W połączeniu z trzecim stanowiskiem nalewczym, które ma zostać oddane 

do użytkowania w połowie 2026 r., oraz z postulowanym w niniejszym raporcie 

uruchomieniem czwartego, obecnie rezerwowego stanowiska nalewczego w normalnym trybie 

pracy, pozwoliłoby to na bardziej elastyczną i płynną obsługę rosnącego ruchu w terminalu. 

Brak skorzystania z prawa załadunku w wyznaczonym czterogodzinnym oknie oznaczałby, że 

dana autocysterna oczekiwałaby na obsługę do momentu, w którym w kolejnym slocie 
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pojawiłaby się odpowiednio długa przerwa na jednym z czterech działających stanowisk. 

Wprowadzenie opłaty postojowej za nieodebranie ładunku w wyznaczonym oknie nie byłoby 

rozwiązaniem optymalnym. Mogłoby wzmacniać argumenty za utrzymaniem klauzuli take-or-

pay. Dodatkowo, zgodnie z obowiązującymi zasadami taryfowymi, opłaty zebrane w ten 

sposób obniżałyby w kolejnym roku wysokość taryfy za załadunek LNG na autocysterny, 

przedkładanej przez operatora i zatwierdzanej przez Prezesa URE. W praktyce oznaczałoby to, 

że część tych środków pośrednio wracałaby do podmiotów, które zostały nimi obciążone. 

Krio wy-TOP-ianie gazu 

Obecnie w kontraktach na zakup LNG z terminala w Świnoujściu stosowana jest klauzula take-

or-pay na poziomie 80 proc. (ToP8). Oznacza to, że jeżeli podmiot nie odbierze co najmniej 80 

proc. gazu zamówionego w danym miesiącu, musi za ten wolumen zapłacić. Uruchomienie 

dodatkowego punktu załadunku LNG, zwłaszcza niezarządzanego przez Orlen, zwiększyłoby 

konkurencyjność i elastyczność dostaw. W takim scenariuszu poziom ToP w kontraktach na 

odbiór LNG mógłby zostać znacząco obniżony albo w ogóle zniesiony. 

Użytkownik terminala w Świnoujściu stosuje mechanizm ToP, ponieważ ma świadomość 

swojej dominującej pozycji na rynku LNG w Polsce.  

Formuły take-or-pay w kontraktach gazowych wywodzą się z tzw. formuł z Groningen, 

określanych również jako formuły holenderskie, opracowanych ponad 50 lat temu na potrzeby 

rynku gazu. Ich celem było zabezpieczenie sprzedającego oraz jego kredytodawców przed 

ryzykiem nieodebrania zakontraktowanego gazu, którego wydobycie i transport wymagały 

znaczących nakładów inwestycyjnych. W wygasłym już kontrakcie gazowym, powszechnie 

określanym jako kontrakt jamalski, poziom take-or-pay wynosił 85 proc. 

Założenia stojące za tym mechanizmem wynikały z realiów rynku gazu sprzed kilkudziesięciu 

lat. W tamtym czasie sprzedający mógł mieć istotny problem ze zbytem gazu, jeżeli 

zakontraktowany odbiorca go nie odebrał. Alternatywna sprzedaż wymagałaby najczęściej 

zaoferowania innym odbiorcom zdecydowanie niższej ceny. Rynek gazu charakteryzował się 

bowiem dużą sztywnością popytu względem ceny, a 50 lat temu sztywność ta była jeszcze 

większa niż obecnie. 

ToP miał więc gwarantować brak lub zasadnicze ograniczenie ryzyka inwestycyjnego i 

operacyjnego po stronie sprzedawcy. Mechanizm ten budował zdolność kredytową projektów 

gazowych oraz usztywniał naturalną elastyczność rynku, zwłaszcza w połączeniu z zakazem 

reeksportu, czyli tzw. klauzulą destynacji. 

Stosowanie take-or-pay miałoby uzasadnienie w przypadku odbioru LNG z odazotowni w 

Odolanowie. W tym przypadku LNG powstaje jako produkt uboczny procesu ciągłego 

związanego z odazotowaniem gazu. Brak odbioru LNG mógłby prowadzić do zakłócenia lub 

zatrzymania całego procesu technologicznego. Inaczej wygląda sytuacja w terminalu LNG w 

 
8 Formuła take or pay (bierz lub płać) to formuła w umowach handlowych w jakiej kupujący zobowiązuje się do 

odebrania i opłacenia określonej minimalnej ilości jakiegoś towaru a w razie jego nieodebrania do zapłacenia za 

nieodebrany towar.  
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Świnoujściu. Terminal dysponuje trzema zbiornikami, a brak odbioru LNG przez autocysternę 

nie powoduje analogicznego problemu technologicznego. Nieodebrany LNG może zostać 

przeznaczony do regazyfikacji. 

Mechanizm take-or-pay mógłby natomiast znaleźć uzasadnienie w terminalu przeładunkowym 

obsługującym FSRU. Nie oznacza to, że jego stosowanie byłoby konieczne, ale można byłoby 

je uzasadnić biznesowo. Brak odbioru LNG z terminala zmniejszałby wolumen odbierany z 

bunkierki, która byłaby zakontraktowana i opłacona. W skrajnym przypadku, gdyby przez 

kilka dni żaden odbiorca nie odebrał gazu, bunkierka nie miałaby uzasadnienia dla wykonania 

kolejnego kursu z LNG, choć koszt utraconego kursu nadal musiałby zostać pokryty. 

Kwestią negocjacyjną, umowną i biznesową pozostaje więc to, jaki poziom take-or-pay 

powinien zostać przyjęty w umowach odbioru LNG z nowego terminala. Mechanizm ten 

powinien zabezpieczać realne ryzyka infrastrukturalne i operacyjne, ale nie powinien 

prowadzić do nadmiernego obciążania klientów ani ograniczania konkurencyjności rynku. 

Terminalowa obojętność sprzedającego    

Podmiot posiadając LNG w zbiornikach zlokalizowanych na terenie terminala w Świnoujściu 

może albo dokonać jego regazyfikacji i wprowadzić gaz do systemu przesyłowego (to 

czynność podstawowa), albo sprzedać LNG na autocysterny. Ta druga możliwość stanowi 

jedynie niewielką część wolumenu surowca, który przechodzi przez TLNG.   

Nieodebrany przez autocysterny gaz może zostać bez większych problemów poddany 

regazyfikacji. Należy jednak zaznaczyć, że koszty związane z tym procesem, w tym 

przekazanie około 1,5 proc. gazu na potrzeby regazyfikacji oraz koszty wprowadzenia gazu do 

sieci, są wyraźnie wyższe niż koszty załadunku LNG na autocysternę. Jednocześnie LNG 

wydawany na autocysterny jest dla klientów droższy niż gaz wprowadzany do sieci 

przesyłowej. Wynika to, jak wskazano wcześniej, z pozycji podmiotu dominującego na rynku 

oraz możliwości realizowania przez niego tzw. premii lądowej. 

 

Wykres 21, koszty na MWh ponoszone w związku z regazyfikacją lub wydaniem na kriocysternę LNG, źródło: 
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Należy ponownie podkreślić, że podmiot dominujący działa w ten sposób, ponieważ może. 

Jeżeli kluczowe wskaźniki efektywności, czyli KPI, lub cele zarządcze, czyli MBO, nakładane 

przez zarząd na poszczególnych dyrektorów i kierowników są skonstruowane w określony 

sposób, a narzędzia do ich realizacji pozostają w pełni dostępne, naturalnym działaniem staje 

się maksymalizacja marż w segmencie małego LNG. Segment ten można określić jako 

szczególnie rentowną część kriogenicznego łańcucha wartości. 

Nie oznacza to, że należy formułować pretensje wobec pracowników realizujących takie cele. 

Jeżeli osiągają oni wyznaczone KPI lub MBO, przysługuje im premia oraz uznanie za 

skuteczność. Pytania należy kierować raczej do zarządu. Uzasadnione zastrzeżenia mogą 

dotyczyć również działań Prezesa UOKiK oraz ewentualnie Prezesa URE. Pretensje powinny 

być natomiast adresowane do właścicielskiego organu nadzorującego podmiot dominujący. 

Polscy konsumenci płacą jedne z najwyższych cen gazu na świecie9. Dzięki temu podmiot 

dominujący osiąga nadzwyczajne zyski, a Minister Finansów może wnioskować o nałożenie 

na niego podatku od nadmiarowych zysków, czyli windfall tax, który zasila budżet państwa. 

Problem polega jednak na tym, że gospodarka, a w szczególności branże energochłonne, tracą 

konkurencyjność. W konsekwencji płacą mniej podatków i ograniczają zatrudnienie. 

Niemiecki przemysł, licząc całkowite koszty gazu wraz z transportem, płaci za to paliwo o 

około 10–15 proc. mniej niż przemysł w Polsce. 

Premia lądowa 

W polskiej energetyce pojęcie premii lądowej przez długie lata używane było w stosunku do 

podmiotu władającego rafinerią w Płocku. Ropa (REBCO lub URALS) kupowana była ze 

wschodu z tzw. dyferencjałem, czyli różnicą w stosunku do cen ropy Brent notowanej w 

Londynie i w ARA (Amsterdam – Rotterdam – Antwerpia), czyli portach europejskiego hubu 

paliwowo – surowcowego, na poziomie 1-2,5 dol. za baryłkę.   

Konkurencja płockiej rafinerii (np. Shell, BP, Unimot, Cyrcle K) musiała sprowadzić paliwo 

drogą morską (koszt 1), przeładować w porcie na zbiorniki (koszt 2), przeładować ze 

zbiorników na kolej (koszt 3), a następnie dowieźć je do bazy paliw - nieraz tej samej do jakiej 

dochodził rurociąg paliwowy wychodzący z Płocka (koszt 4).  

Do tego wszystkiego potrzebny był również czas, który także można wyrazić w pieniądzu. Był 

to czas odczuwalnie dłuższy niż w przypadku transportu paliw rurociągiem produktowym z 

Płocka do baz w Koluszkach, Boronowie czy Trzebini. 

Obecnie premia lądowa jest pobierana przez podmiot dominujący na polskim rynku LNG 

również w segmencie małego LNG. Wynika to z ograniczonej konkurencji w tym obszarze. 

Realną alternatywą dla LNG transportowanego autocysternami ze Świnoujścia, Odolanowa, 

Grodziska Wielkopolskiego i Kłajpedy są dopiero terminale zlokalizowane w Belgii i Holandii. 

 

 

 
9 Dane z raportów International Gas Union za lata 2024 - 2025 
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Zdjęcie 9, stacja regazyfikacji LNG, źródło: Polska Spółka Gazownictwa 

Klienci płyną za kosztem 

Obrót LNG w transporcie kołowym dzieli rok na dwa podstawowe sezony: niski i wysoki. W 

uproszczeniu można je również określić jako sezon niegrzewczy i grzewczy albo lato i zimę. 

W ramach sezonu wysokiego można dodatkowo wyróżnić okres szczytowy, charakteryzujący 

się najniższymi temperaturami i najwyższym popytem na gaz. 

Podmiot dominujący, korzystając z premii lądowej, dostosowuje ceny oferowane rynkowi do 

zmieniających się temperatur oraz notowań gazu na giełdach, w tym TGE i TTF. 

W sezonie niskim, trwającym co do zasady od maja do września, zakup LNG nie stanowi 

istotnego problemu. Możliwe jest również uzyskanie relatywnie akceptowalnej ceny. Warunki 

dostaw stają się jednak istotnie trudniejsze dla odbiorców końcowych w okresach mrozów. 

Cena LNG odbieranego z aktywów kontrolowanych przez podmiot dominujący jest co do 

zasady kształtowana w taki sposób, aby klient nie miał silnej motywacji do zaopatrywania się 

w terminalach w Belgii lub Holandii. Jednocześnie pozostaje ona na tyle wysoka, aby podmiot 

dominujący mógł uzyskać dodatkową premię lądową, czyli podwyższoną marżę wynikającą z 

przewagi logistycznej i rynkowej. 
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W okresach mrozów, gdy popyt na LNG rośnie, a marże w tym segmencie stają się szczególnie 

atrakcyjne, część klientów decyduje się na transport LNG z bardziej odległych terminali. 

Oznacza to ponad tysiąckilometrowe trasy do belgijskiego Zeebrugge lub holenderskiego 

Rotterdamu. W obu tych lokalizacjach działa kilku oferentów zainteresowanych sprzedażą 

LNG, co umożliwia negocjowanie korzystniejszych cen niż w Polsce. W efekcie, mimo 

znacznie dłuższej logistyki, zakup LNG za granicą może być dla części odbiorców opłacalny 

w okresach najwyższych cen krajowych. 

Należy jasno zaznaczyć, że podobnie zachowywałby się każdy podmiot dominujący, 

niezależnie od tego, czy byłby to podmiot prywatny, czy państwowy. Wykorzystywanie silnej 

pozycji na krajowym rynku małego LNG jest działaniem biznesowo racjonalnym z 

perspektywy takiego przedsiębiorstwa. 

Zarządy będą działały w ten sposób tak długo, jak będą miały taką możliwość oraz jak długo 

właściciel nie będzie przeciwdziałał takiemu modelowi działania albo będzie go akceptował. 

W tym przypadku mamy do czynienia z grą o sumie zerowej: wyższe marże podmiotu 

dominującego oznaczają wyższe koszty dla klientów, a ostatecznie dla wszystkich odbiorców 

korzystających z LNG dostarczanego autocysternami. 
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Aspekty taktyczne  

Kolej na LNG 

W 2019 r. Prezes URE zaakceptował plan rozwoju spółki Polskie LNG. Podmiot ten został 

utworzony przez PGNiG w 2007 r., a pod koniec 2008 r. - zgodnie z decyzją rządu RP z lata 

2008 r. – został sprzedany Gaz-Systemowi. Polskie LNG, powołana została do wybudowania 

terminala LNG w Świnoujściu, a następnie stała się jego właścicielem i operatorem. Firma 

istniała do 31 marca 2021 r.; 1 kwietnia 2021 r. została włączona w struktury Gaz-Systemu.  

Plan rozwoju zakładał rozbudowę terminala LNG w Świnoujściu, którego kluczowe elementy 

obejmowały: 

1. Trzeci zbiornik LNG: zwiększenie pojemności magazynowej obiektu o kolejne 180 

tys. m³ (dając łącznie 500 tys. m3 pojemności). 

2. Nowe instalacje regazyfikacyjne: dobudowanie regazyfikatorów SCV (Submerged 

Combustion Vaporizers), które zwiększyły elastyczność i wydajność procesu 

regazyfikacji z 5 do 8,3 mld m3. 

3. Instalację przeładunkową na kolej: umożliwienie załadunku skroplonego gazu 

ziemnego do cystern kolejowych, co znacznie poszerzyłoby zasięg dystrybucji. 

4. Nowe nabrzeże: rozbudowę infrastruktury portowej w celu redundancji, obsługi 

mniejszych jednostek (tzw. mniejszych metanowców) oraz bunkrowania statków. 

Końcowo punkt trzeci przyjętego planu nie został zrealizowany ze względu na brak 

zainteresowania Użytkownika oraz niekonkluzywne zainteresowanie ze strony spółek 

działających na rynku obrotu gazem LNG. Szerzej kwestię tą omówiono w załączniku. 

Pierwsze transporty intermodalne zostały dokonane przez jedną ze spółek działających na 

rynku LNG jesienią 2024 r. i ten segment logistyczny będzie rozwijany.   
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Zdjęcie 10, platforma kolejowa z kontenerami ISO, źródło: PKP Cargo  

 
Transport intermodalny LNG kontenerami ISO na platformach kolejowych jest wysoce 

efektywnym sposobem przewozu skroplonego gazu ziemnego. Umożliwia łączenie transportu 

drogowego, morskiego i kolejowego bez konieczności przeładunku samego gazu, Może także 

pełnić funkcję mobilnego magazynu LNG.  

 

Najczęściej wykorzystuje się kontenery kriogeniczne o długości 20 stóp (20') mieszczące 18 - 

22 m3 LNG, oraz kontenery 40-stopowe (40') o pojemności 40 - 46 m3 LNG. Ich konstrukcja 

pozwala na bezpieczne przetrzymywanie LNG nawet przez ponad 100 dni. 

 

Kontenery te są mocowane na standardowych platformach intermodalnych (np. typu Sgmmns 

lub innych platformach przystosowanych do przewozu kontenerów morskich). Umożliwia to 

płynne przejście z wagonu na naczepę samochodową. 

 

Na obecnym etapie rozwoju rynku, a także biorąc pod uwagę perspektywy jego wzrostu, 

zasadne wydaje się ponowne rozważanie organizacji logistyki intermodalnej LNG z 

wykorzystaniem kolei. 

Terminalowe stacje tankowania LNG 

Obecnie na rynku dostępne są ciężarówki (ciągnik siodłowy + naczepa) mogące przejechać na 

jednym tankowaniu gazem LNG do 1,5 tys km. Tym samym, zatankowanie ciężarówki LNG 

w Świnoujściu pozwala na dostarczenie bez uzupełnienia paliwa surowca (uwzględniając 

drogę w obie strony) do 80 proc. stacji LNG w Polsce. W przypadku stacji przy terminalu w 
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Gdańsku w zasięgu takich ciężarówek znajduje się 95 proc. lokalizacji w kraju bez 

dodatkowego tankowania.  

Zarówno w przypadku Świnoujścia, jak i nowego lądowego terminala LNG należy przy 

terminalu zlokalizować stację tankowania ciężarówek przewożących LNG i zasilanych tym 

paliwem jako paliwem trakcyjnym. Średnio dziennie na terminalu w Świnoujściu 

obsługiwanych jest 30 ciągników siodłowych z naczepami, co odpowiada 30 m3 

zatankowanego do ciężarówek paliwa LNG dziennie. Przy takim wolumenie czas zwrotu z 

inwestycji wynosi 3-4 lata. Mogłoby być to częścią pakietu usługi świadczonej przez TLNG 

(usługa tankowania LNG) lub też innego (prywatnego) operatora.  

Na podstawie analizy tras realizowanych przez ciężarówki transportujące LNG można 

wyznaczyć jeszcze dwie-trzy lokalizacje, w których zasadne ekonomicznie byłoby 

zlokalizowanie stacji ich tankowania.  

Tylko mniejsza część floty ciężarówek wożących LNG jeździ na LNG. Wizerunkowo jest 

sytuację co najmniej niezręczną kiedy podmioty handlujące, wożące i zachęcające do używania 

LNG same posiadają ciężarówki jeżdżące na oleju napędowym.      

E pluribus unum 

Dla głównych podmiotów Grupy Orlen zajmujących się handlem gazem oraz infrastrukturą 

gazową segment LNG „na kołach” i regazyfikacji LNG pozostaje obszarem pobocznym. 

Każda organizacja koncentruje się przede wszystkim na działalności najważniejszej, 

najbardziej rentownej lub generującej największy wolumen obrotu. W strukturach głównego 

gracza na rynku gazu sprawy LNG były przez ostatnie 15 lat traktowane jako segment 

drugorzędny: wymagający obsługi, ale niewpisujący się w główny nurt działalności 

biznesowej i strategicznej. 

W uproszczeniu można wskazać następujący podział ról: 

1. PGNiG OOH (obecnie Oddział Handlu Gazem) - sprzedaje LNG w terminalu 

odbiorcom detalicznym, takim jak m.in. myOrlen, Duon, Barter, Elenger, Gaspol czy 

Omne. Krajowy obrót LNG stanowi poniżej 5 proc. przychodów tej organizacji 

uzyskiwanych z handlu gazem w Polsce. 

2. PGNiG OD (obecnie myOrlen) – sprzedaje gaz do klientów końcowych. Krajowy 

obrót LNG również stanowi poniżej 5 proc. przychodów tej organizacji z handlu gazem 

w Polsce. 

3. PSG – posiada stacje regazyfikacji LNG. Przychody z regazyfikacji i dystrybucji LNG 

w kraju stanowią poniżej 2 proc. przychodów tej organizacji. 

4. Gas Trading – świadczy usługi transportu kołowego LNG dla spółek należących do 

Grupy Orlen. 

5. Gaz Błonie – odpowiada za budowę stacji regazyfikacji LNG. 

 

Konkurencja Orlenu na rynku LNG małej skali często integruje funkcje obrotu, regazyfikacji, 

dystrybucji, inwestycji oraz transportu w ramach jednej organizacji. Zakupy, pozyskiwanie 
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klientów, sprzedaż, marketing, finansowanie, w tym pozyskiwanie dotacji, oraz prowadzenie 

inwestycji są w takim modelu skupione w jednym podmiocie. Pozwala to ograniczyć ryzyko 

rozbieżnych celów wewnętrznych. Nie dochodzi do sytuacji, w której jedna organizacja 

koncentruje się na maksymalizacji marży, inna na maksymalizacji wolumenu obrotu, a jeszcze 

inna na realizacji własnych wskaźników inwestycyjnych lub operacyjnych. 

W strukturach rozproszonych częściej pojawiają się sytuacje, w których jeden podmiot 

pozyskuje klienta lub grupę klientów, drugi buduje niewielką stację regazyfikacji, a następnie 

klient rezygnuje albo ogranicza odbiór paliwa. Kolejny podmiot dostarcza wówczas do tej 

lokalizacji niewielkie wolumeny LNG autocysterną, co podnosi jednostkowy koszt dostaw. 

Jednocześnie brakuje podmiotu, który byłby jednoznacznie odpowiedzialny za pozyskiwanie 

kolejnych klientów lub rozwijanie sprzedaży do już istniejących odbiorców w danej lokalizacji. 

W efekcie stacja LNG może generować ujemny wynik finansowy, mimo że problem nie 

wynika z samej technologii, lecz z rozproszenia odpowiedzialności, niespójnych celów i braku 

jednego centrum zarządzania relacją z klientem oraz lokalnym rozwojem rynku. 

Rozproszenie zasobów ludzkich i kapitałowych, przy jednoczesnej różnorodności celów, 

dodatkowo zmieniających się dynamicznie w czasie, jest jednym z głównych powodów 

obecnego podziału rynku LNG pomiędzy poszczególnych graczy. 

Sytuację tę warto porównać z modelem działania jednego z największych uczestników 

polskiego rynku LNG, czyli spółki Duon. W tym przypadku kluczowe funkcje są skupione w 

jednym podmiocie, pod jednym zarządem i jednym centrum decyzyjnym. Kryteria rozliczeń 

są jasno wystandaryzowane, a cała organizacja działa w jednym kierunku. W efekcie 

poszczególne elementy łańcucha wartości wzmacniają się wzajemnie, zamiast realizować 

rozbieżne cele. 

Jeżeli podmiot dominujący na hurtowym rynku LNG chce, aby detaliczny segment LNG nie 

tylko się rozwijał, lecz także generował coraz większe korzyści liczone w całym łańcuchu 

wartości, powinien rozważyć konsolidację zasobów ludzkich i kapitałowych rozproszonych 

obecnie w kilku strukturach organizacyjnych. Oznaczałoby to przeniesienie ich do jednego, 

wyodrębnionego podmiotu odpowiedzialnego za rozwój rynku małego LNG. 

W przenośni można powiedzieć, że obecnie podmiot dominujący ma na rynku małego LNG 

pięć palców. Otwarte pozostaje jednak pytanie, czy tworzą one jedną pięść. 

Bunkrowanie jak ładowanie prądem 

Ustawa o elektromobilności zakłada, że podmiot świadczący usługę ładowania pojazdów 

elektrycznych jest zwolniony z obowiązku uzyskania koncesji na obrót energią elektryczną. 

Świadczy przy tym usługę ładowania pojazdu kupując jednocześnie energię elektryczną od 

wybranego przez siebie dostawcy na określonych w umowie zasadach. Do stawki za ładowanie 

energią elektryczną pojazdu zalicza się odpowiednia wiązka kosztów w tym kosztów energii 

elektrycznej.  

Teoretycznie, w przypadku bunkrowania można zastosować podobne rozwiązanie - 

bunkrowanie nie byłoby związane z koniecznością uzyskania koncesji na obrót LNG. Operator 
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świadczyłby usługę bunkrowania statków oraz usługę transportu morskiego LNG (pomiędzy 

FSRU a terminalem przeładunkowym na autocysterny).  Taki mechanizm wymagałby jednak 

zmiany odpowiednich przepisów Prawa energetycznego. 

Jednakże aby taki operator miał możliwość działania powinien mieć wybór dostawcy LNG. 

Zapewniłoby on wybudowanie FSRU 2, gdyż tam byłoby kilka podmiotów dysponujących 

paliwem LNG, którzy mogliby je sprzedać na cele bunkrowania.  

Bandera ma znaczenie 

Bandera wyznacza przynależność terytorialną statku. Zarazem w przypadku kryzysu wpływ na 

losy statku mają jego właściciel i ubezpieczyciel - może się okazać, że możliwości działania 

użytkownika niebędącego właścicielem jednostki posiadającej banderę są bardzo ograniczone. 

Trudno powiedzieć, czy któraś z polskich stoczni mogłaby zbudować bunkierkę LNG. Gdyby 

okazało się to niemożliwe ze względu na wyższe nakłady w stosunku do doświadczonych 

konkurentów należałoby się posłużyć odpowiednim strumieniem wsparcia z NCBiR. Takie 

dofinansowanie mogłoby wygenerować dodatkowe kompetencje i możliwości na przyszłość. 

Dryblingiem między przepisami 

W celu ułatwienia funkcjonowania rozwoju rynku małego LNG  zwiększenia bezpieczeństwa 

dostaw tego paliwa należy dokonać zmian regulacyjnych i organizacyjnych w tym m.in. 

poprzez: 

1. Zapewnienie cyklicznego informowana Prezesa URE przez Prezesa UDT o ilości, 

lokalizacji i parametrach technicznych instalacji regazyfikacji LNG znajdujących się 

na terenie kraju. 

2. Wprowadzenie przepisów dotyczących stopni zasilania i stanów nadzwyczajnych dla 

dostaw gazu LNG, uściślić przepisy dotyczące sporządzania, przedkładania i 

weryfikowania planów awaryjnych przez podmioty dokonujące obrotu LNG. 

3. Uszczegółowienie sposobu zarządzania i wydawania zapasów obowiązkowych 

tworzonych przez podmioty sprowadzające LNG do kraju, które to zapasy są 

przechowywane w postaci gazowej w podziemnych magazynach gazu. 

4. Zwolnienie międzynarodowego bunkru morskie paliwem LNG z obowiązku tworzenia 

zapasów obowiązkowych. 

5. Rozszerzenie do granic wyznaczonych regulacjami UE możliwość wirtualnego 

skraplania biometanu oraz gazu ziemnego. 

6. Umożliwienie bunkrowania statków przez OSPg.  
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Zakończenie  

Podjęta w 2006 r. decyzja o budowie terminala LNG w Świnoujściu wraz z infrastrukturą 

towarzyszącą (w ramach, której na terminalu zostały zlokalizowane trzy stanowiska nalewcze 

LNG na autocysterny), a przede wszystkim oddanie do użytkowania terminala w czerwcu 2016 

r. dla rynku małego LNG otworzyła zupełnie nowe możliwości rozwoju. Do tego momentu 

LNG pochodził z dwóch odazotowani w Odolanowie oraz Grodzisku Wlk. i musiał być 

uzupełniany importem z Federacji Rosyjskiej oraz belgijskiego terminala w Zeebrugge. 

Zainicjowało to dynamiczny rozwój rynku LNG w Polsce.  

W 2019 r. w pobliżu litewskiego FSRU w Kłajpedzie otworzono lądowy terminal 

przeładunkowy LNG małej skali, z którego gaz zaczął zaspokajać popyt w Polsce północno-

wschodniej, wschodniej i częściowo centralnej.  

W 2023 r. podjęto decyzję o rozbudowie terminala w Świnoujściu o czwarte stanowisko 

nalewcze, kierując się przede wszystkim dynamicznym rozwojem rynku małego LNG oraz 

coraz częściej dającymi się odczuć trudnościami w wydawaniu skroplonego gazu na 

kriocysterny.  

Podpisana w połowie 2023 r. umowa na regazyfikację i związana nią konieczność 

wybudowania całej towarzyszącej infrastruktury otworzyła możliwość nie tylko posadowienia 

jednej jednostki FSRU, ale także FSRU 2 oraz rozwinięcia w okolicach Gdańska szeregu usług 

dodatkowych.  

Przez ostatnie 20 lat kraje bałtyckie - wchodząc w posiadanie bukierek i feederów do przewozu 

LNG - rozwinęły mniejsze terminale małej skali i wyskalowali w basenie Morza Bałtyckiego 

morską logistykę LNG. Na tym polu Polska pozostała w tyle. Powodów było wiele: 

komfortowa pozycja podmiotu dominującego na polskim rynku, rozproszenie u tegoż 

dominatora struktur zajmujących się LNG, marginalny wolumen handlu LNG w stosunku do 

sprzedaży gazu systemem gazowym, czy trwające trzy lata połączenie Orlenu z PGNiG, które 

nie sprzyjało podejmowaniu nowych decyzji inwestycyjnych.  

Nowa infrastruktura (FSRU 2) i nowi gracze na rynku LNG w Polsce zainteresowani rozwojem 

rynku gazu powinni być pozytywnym bodźcem do wypełnienia pól dotychczas 

niezagospodarowanych.  

Do 2030 r. w infrastrukturę terminalową (terminal LNG w Świnoujściu, FSRU 1 i FSRU 2) 

zainwestowane zostanie, bez rozwoju systemu gazowego, ponad 12 mld zł. Byłoby dzejowym 

błędem, gdyby usługi bunkrowania statków LNG w polskich portach świadczyli Litwini, 

Finowie, Szwedzi czy Estończycy i jednocześnie ograniczalibyśmy rozwój rynku utrzymując 

obecne mało wydolne rozwiązania technologiczne w Świnoujściu. Decyzje w tym zakresie leżą 

wyłącznie w gestii Polski. 

Życzmy sobie w tym obszarze wiedzy, woli, konsekwencji, determinacji i decyzyjności. 
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Załącznik 1 - Rynek LNG do oddania terminala LNG w 

Świnoujściu 

Powstały w 1971 r. Zakład Eksploatacji Gazu (obecnie Oddział w Odolanowie) miał za zadanie 

odazotowywanie do standardu gazu wysokometanowego gazu zaazotowanego wydobywanego 

na Niżu Polskim (obecne województwa dolnośląskie, wielkopolskie i lubuskie). W instalacji 

odzyskiwano hel; w procesie tym LNG jest cennym produktem ubocznym. Zakład miał 

wówczas unikalny charakter w skali Europy, ponieważ pozwalał na eliminację azotu oraz 

jednoczesny odzysk helu z gazu ziemnego. LNG było eksportowane, np. do Skandynawii, 

gdzie służył do napędu pierwszych bałtyckich promów napędzanych za pomocą LNG. Należy 

podkreślić, że był to obszar LNG średniej skali, gdyż ilości pozyskiwanego LNG nie były duże. 

Rozwój w Polsce LNG małej skali zainicjowało uruchomienie w 2001 r. pierwszej stacji 

regazyfikacji skroplonego gazu. W 2005 r. z inicjatywy funduszu inwestycyjnego Capital 

Partners powstał CP Energia, która należy do funduszu i jej branżowego partnera PL Energia 

- spółki należącej do Piotra Buszki. W 2006 r. zrealizowana została zaś inwestycja w ZAO 

Kriogaz w St. Petersburgu (produkcja LNG) oraz podpisanie umowy na dostawy z Gazprom 

Export; CP Energia była jedynym poza PGNiG podmiotem działającym na polskim rynku, 

który miał podpisaną umowę bezpośrednio z Gazpromem.  

W październiku 2007 r. CP Energia SA zadebiutowała na Giełdzie Papierów Wartościowych 

w Warszawie. Spółka dość szybko napotkała jednak barierę rozwoju w postaci braku 

możliwości zakupu skroplonego gazu. Jedynym dostępnym wówczas w racjonalnej bliskości 

źródłem LNG był PGNiG oraz stosunkowo mała instalacja, zlokalizowana w miejscowości 

Kingisep pod St. Petersburgiem. Oferowała ona niski koszt gazu, ale wysoki koszt transportu, 

wynikający z dystansu przekraczającego 1 tys. km. 

W 2009 r. PGNiG uruchomił drugą instalację odazotowania gazów ziemnych w Grodzisku 

Wielkopolskim, gdzie LNG było cennym produktem ubocznym. Nie zmieniło to jednak 

sytuacji zaopatrzeniowej rynku. Na rynku hurtowym małego LNG zaopatrującym od wielu lat 

jest podmiot, który zdominował ów rynek. Jest to Orlen, dawniej w tym segmencie działający 

jako PGNiG. 

Mimo powyższego, CP Energia rozwijała swoją infrastrukturę. W 2011 r. spółka miała 19 

instalacji do regazyfikacji LNG. Jej konkurentem na rynku skroplonego gazu była powstała w 

2001 r. firma KRI (spółka zależna PBG), W 2007 roku w KRI S.A. zainwestowały fundusze 

private equity, m.in. amerykański Lime Rock i brytyjski Rothschild Investment Trust Capital 

Partners. 

Na początku 2011 r. fundusze inwestycyjne mające udziały w KRI i CP Energii podjęły decyzję 

o połączeniu obu podmiotów. W momencie połączenia CP Energia oprócz 251 km gazociągów 

wysokiego i średniego ciśnienia w sześciu lokalizacjach sieciowych posiadała także 12 

lokalizacji stacji regazyfikacji LNG. KRI dysponowała natomiast 218 km analogicznych 

gazociągów w pięciu lokalizacjach sieciowych oraz sześcioma stacjami regazyfikacji LNG. 

W tym samym roku CP Energia sprzedała ZAO Kriogaz na rzecz Gazprombanku. Firma, jako 

lider na rynku gazu LNG w Polsce, miała być partnerem ZAO Kriogaz, w zakresie krajowej 

dystrybucji i sprzedaży małotonażowego skroplonego gazu ziemnego wyprodukowanego w 
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Obwodzie Królewieckim. To właśnie tam wspierany przez Gazprombank ZAO Kriogaz 

zainwestował w budowę nowych instalacji skraplania gazu. 

W pierwszym kroku po sfinalizowaniu transakcji, CP Energia kontynuowała import gazu LNG 

z Rosji – surowiec pochodził z posiadanej przez ZAO Kriogaz instalacji w Kingiseppie koło 

St. Petersburga. Import z tego źródła kontynuowany był do czasu uruchomienia pierwszej 

instalacji do produkcji LNG w Obwodzie Królewieckim, wybudowanej przez ZAO Kriogaz 

dla Gasoil - firmy z Grupy Gazpromu. 

Segment infrastruktury LNG zaczął rozwijać się dynamiczniej wraz z pojawieniem się nowych 

mocy produkcyjnych i przeładunkowych w bezpośrednim otoczeniu geograficznym Polski. W 

tym okresie realizowane były trzy kluczowe projekty mogące stanowić źródła podaży LNG dla 

rynku polskiego: terminal LNG w Świnoujściu, instalacja skraplania LNG w Kaliningradzie 

oraz FSRU w Kłajpedzie. Spośród tych projektów jako pierwsza uruchomiona została 

instalacja w Kaliningradzie. Umożliwiła ona w 2015 r. zakupy LNG po znacznie 

korzystniejszych cenach niż wcześniej. Dopiero oddanie do użytkowania terminala LNG w 

Świnoujściu trwale rozwiązało problemy z zaopatrzeniem krajowego rynku w LNG. Kłajpeda 

do 2019 r. nie mogła natomiast pełnić istotnej roli jako źródło podaży LNG dla Polski. 

Wynikało to z braku odpowiedniej infrastruktury umożliwiającej załadunek i dalszą logistykę 

LNG, co zostało szerzej omówione w dalszej części raportu. 

W 2015 r. Grupą Duon zainteresował się fiński państwowy koncern energetyczny Fortum. W 

styczniu 2016 r. Fortum złożyło wszystkim akcjonariuszom ofertę zakupu akcji, co 

doprowadziło do przejęcia Duon. Tymczasem w połowie 2016 r., gdy oddawano do 

użytkowania terminal LNG w Świnoujściu, spółka ta posiadała około 80 proc. udziału w rynku 

małotonażowego LNG w Polsce. 

W 2019 r., kiedy podpisywano umowy dotyczące Baltic Pipe oraz podejmowano decyzje o 

rozbudowie terminala LNG w Świnoujściu, zdecydowana większość LNG trafiała 

bezpośrednio do odbiorców biznesowych. Były to przede wszystkim podmioty, które 

potrzebowały gazu, ale nie miały dostępu do sieci gazowej albo dostępna sieć była 

niewystarczająca wobec ich zapotrzebowania. W tym samym roku liczba instalacji 

regazyfikacji LNG w Polsce wynosiła około 100, a łączny wolumen odbioru LNG sięgał około 

100 tys. ton rocznie. PGNiG sprzedawało około 70 proc. tego wolumenu. 

Przyjęty przez PSG w 2018 r. Program Przyspieszenia Inwestycji w Sieć Gazową Polski 

zakładał budowę co najmniej 77 stacji regazyfikacji LNG do końca 2022 r. Ich zadaniem miało 

być zasilanie lokalnych, wyspowych sieci gazowych. 

Największym kontraktem podpisanym w segmencie LNG małej skali była umowa z 

Synthosem. W 2019 r. spółka zawarła z PGNiG kontrakt na dostawę 8,2 tys. ton LNG do końca 

2021 r., czyli około 4 tys. ton rocznie. Odpowiadało to wówczas około 4 proc. całego rynku 

LNG w Polsce. Rynek po stronie popytu był wtedy mocno rozdrobniony i pozostaje taki do 

dziś. Oprócz PGNiG działało na nim kilku niezależnych dostawców, w tym Duon, Cryogas, 

Barter, Gaspol, LNG Silesia, Novatek, GEN, BEST Systemy Grzewcze oraz Blue LNG. 

Uprawnione jest twierdzenie, że do momentu uruchomienia terminala LNG w Świnoujściu 

rynek LNG w Polsce rozwijał się w oparciu o LNG pochodzące z:  
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1. Odazotowni Odolanów (LNG jest produktem ubocznym w procesie oczyszczania gazu 

zaazotowanego do wysokometanowego). 

2. Odazotowni Grodzisk Wlk. 

3. Zakładu produkcji LNG w Królewcu. 

4. Niektórych zakładów LNG w Federacji Rosyjskiej np. zakład produkcji LNG Pskowie 

czy Riazaniu  czy St. Petersburgu. 

5. Uzupełniających dostaw LNG z terminala w belgijskim Zeebrugge.  

Przez wiele lat PGNiG traktowało segment małotonażowego LNG raczej jako niszę lub 

poboczny obszar działalności niż jako element podstawowego biznesu gazowego. Podejście to 

zaczęło się zmieniać dopiero wraz z powstaniem w 2014 r. PGNiG Obrót Detaliczny, 

funkcjonującego obecnie jako myOrlen.  

Kłajpeda i rozbudowa terminala LNG w Świnoujściu 

W części głównej raportu opisano przyjęcie przez Prezesa URE programu rozbudowy 

terminala LNG, jednakże budowa infrastruktury kolejowej obsługującej rynek LNG nie doszła 

do skutku. 

W 2019 r. zainteresowanie usługą kolejową nie było szczególnie wysokie, przede wszystkim 

ze względu na:  

1. Podpisanie przez PGNiG pięcioletniej umowy na pełnienie funkcji operatora nowo 

uruchomionego lądowego terminala przeładunkowego w Kłajpedzie. W efekcie 

powstał dodatkowy punkt zaopatrzenia polskiego rynku w LNG dostarczane 

kriocysternami; 

2. Zbyt mały stopień rozwoju rynku LNG; 

3. Bariery w logistyce kolejowej, w tym istniejące wąskie gardła na trasie kolejowej do 

Świnoujścia, oraz większa elastyczność zapewniana przez transport autocysternami; 

4. Wysokie nakłady kapitałowe potrzebne do rozwoju logistyki LNG, połączone ze 

słabością kapitałową spółek działających na rynku LNG; 

5. Duży jednorazowy wolumen dostawy kolejowej, który przy ograniczonym popycie , 

zwłaszcza poza sezonem grzewczym, staje się istotnym wyzwaniem operacyjnym i 

handlowym; 

6. Bardzo ograniczona możliwość pozyskania jednego dużego i stabilnego klienta, który 

mógłby uzasadnić rozwój takiego modelu logistycznego; 

7. Rozproszenie odpowiedzialności za kwestie związane rynkiem LNG po stronie 

użytkownika terminala. Zagadnienie to zostało szerzej omówione w części 

zatytułowanej „E pluribus unum”. Należy dodać, że w segmencie bunkrowania 

funkcjonowały wówczas dwie spółki: Lotos Asfalt wraz z jego zorganizowaną częścią 

przedsiębiorstwa, czyli Lotos Marine, oraz Ship Service należący do Orlenu.       

W połowie 2019 r. został oddany do użytkowania lądowy terminal przeładunkowy LNG w 

Kłajpedzie, którego operatorem został PGNiG. Obiekt składa się z pięciu zbiorników po 1 tys. 

m3 pojemności każdy oraz dwóch stanowisk nalewu na autocysterny.  

Piętą achillesową tej lokalizacji jest brak dostępnej na miejscu bunkierki LNG. Z tego powodu 

bunkierkę należy każdorazowo zamawiać z Finlandii lub Szwecji, aby przypłynęła do 

terminala, dostarczyła LNG, a następnie odpłynęła do czasu kolejnego zlecenia, realizowanego 
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po kilku lub kilkunastu dniach. Takie rozwiązanie ograniczałoby elastyczność operacyjną 

terminala, zwiększało zależność od dostępności zagranicznych jednostek oraz utrudniało 

sprawne reagowanie na zmiany popytu.  

 

Wykres 22, pojemność zbiorników na terminalu w Kłajpedzie, źródło: obliczenia własne na podstawie danych KN 

Energies 

Wykres 23, tempo opróżniania zbiorników LNG na terminalu w Kłajpedzie przy założeniu maksymalnego 

przeładunku, źródło: obliczenia własne na podstawie danych KN Energies 
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Generalnie można przyjąć, że gaz zgromadzony w zbiornikach terminala LNG w Kłajpedzie 

kończy się po ok. 48 godzinach. Oznacza to konieczność zamówienia kolejnej dostawy LNG. 

Problem polega na tym, że bunkierka dostarczająca LNG przypływa dopiero po kilku dniach. 

Jest to jedno z najważniejszych wąskich gardeł tej lokalizacji, ograniczające jej elastyczność 

operacyjną oraz zdolność do szybkiego reagowania na wzrost popytu. 

 

Wykres 24, przeładunki na kriocysterny na terminalu w Kłajpedzie źródło: dane Orlen 
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Załącznik 2 Gazyfikacja przez LNG 

Na całkowity koszt dostawy gazu składają się koszty: 

1. Dostawy jako takiej (transportu) gazu. 

2. Utworzenia zapasów obowiązkowych. 

3. Budowy i eksploatacji infrastruktury. 

4. Samego paliwa.   

 

Podstawowym sposobem zaopatrywania klientów w gaz ziemny jest transport gazociągami. 

Nakłady inwestycyjne poniesione przez ostatnie 15 lat na realizację projektów 

dywersyfikujących dostawy gazu do kraju (w tym Baltic Pipe, terminal LNG w Świnoujściu, 

interkonektory z Litwą i Słowacją) oraz rozbudowę sieci gazowej - zarówno przesyłowej jak i 

dystrybucyjnej - w odczuwalny sposób spowodowały wzrost opłat za gazociągowy transport 

gazu.   

Koszt utworzenia zapasów obowiązkowych dla gazu LNG i gazu transportowanego 

gazociągami jest przy tym taki sam. 

W zdecydowanej większości przypadków koszt budowy infrastruktury do regazyfikacji LNG 

jest wyższy niż koszt przyłączenia odbiorcy do istniejącego gazociągu. Należy jednak 

uwzględnić istotne różnice między tymi rozwiązaniami. Stacja LNG zapewnia większą 

elastyczność w zakresie zamawiania i rozliczania paliwa. Może również istotnie skrócić czas 

uzyskania dostępu do gazu w lokalizacjach, w których infrastruktura sieciowa nie istnieje i 

musiałaby dopiero zostać wybudowana. 

27 kwietnia 2016 r. terminal LNG w Świnoujściu uzyskał od Wojewody 

Zachodniopomorskiego pozwolenie na eksploatację. W ramach terminalu LNG powstały trzy 

stanowiska (dwa podstawowe i jedno rezerwowe) do załadunku autocystern gazem LNG.   

Rozwój rynku małych instalacji skroplonego gazu ziemnego, czyli tzw. małego LNG, wyraźnie 

przyspieszył po oddaniu do użytkowania terminala LNG w Świnoujściu. Instalacje małego 

LNG, o pojemności do 2 tys. ton LNG, mogą magazynować w swoich zbiornikach wolumen 

odpowiadający nawet około 2,7 mln m³ gazu po regazyfikacji. Są one wykorzystywane przede 

wszystkim do gazyfikacji wybranych obszarów oraz dostarczania paliwa do małych i średnich 

przedsiębiorstw. Segment ten rozwijał się szczególnie tam, gdzie odbiorcy nie mogli korzystać 

z gazu sieciowego ze względu na brak infrastruktury gazowej lub jej niewystarczające 

parametry. 

Rynek małego LNG znajdował klientów w:  

1. obszarach niezgazyfikowanych; 

2. obszarach gdzie gazyfikacja była niedostateczna (brak przepustowości tzw. miejsca w 

gazociągu dla zaspokojenia potrzeb danego przedsiębiorstwa) 

3. wśród klientów, którym zależało na czasie - długie procesy inwestycyjne po stronie 

przedsiębiorstw realizujących infrastrukturę gazociągową (budowa stacji LNG trwa do 

roku, a gazociągu od 3 do 7 lat);  

4. wśród klientów, których konsumpcja gazu cechuje się dużą zmiennością sezonową.  
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Największe ze spółek działających na rynku małego LNG noszą nazwy – myOrlen (dawny 

PGNiG Obrót Detaliczny), Duon, Barter, Omne, Gaspol. Infrastruktura czyli stacje 

regazyfikacji należą do tychże podmiotów (są dzierżawione klientom) lub do samych klientów. 

Dodatkowo stacje należą też do Polskiej Spółki Gazownictwa, która dostarcza LNG do swoich 

wyspowych obszarów dystrybucji. 

Przyjęty przez PSG w 2018 r. Program Przyspieszenia Inwestycji w Sieć Gazową Polski 

zakładał budowę co najmniej 77 stacji regazyfikacji LNG do końca 2022 r. Instalacje te miały 

zasilać lokalne, wyspowe sieci gazowe. 

Większość stacji PSG, jak pokazano na poniższym wykresie, należy uznać za małe pod 

względem pojemności zbiorników. Są to instalacje, do których nie można jednorazowo 

rozładować całej autocysterny przewożącej około 44 m³ LNG. Powoduje to istotne problemy 

logistyczne, zwiększa koszty dostaw oraz utrudnia organizację dowozu paliwa. W takim 

przypadku mamy do czynienia z modelem, który można określić jako odwróconą trasę 

mleczarza. O ile mleczarz wyjeżdża z mleczarni i odbiera mleko z wielu punktów w okolicy, 

o tyle autocysterna LNG dostarcza niewielkie ilości paliwa do wielu rozproszonych lokalizacji. 

 

Wykres 25, struktura stacji regazyfikacji LNG w PSG kryterium mocy, źródło: dane PSG na koniec 02.2026 r. 
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Wykres 26, , struktura stacji regazyfikacji LNG w PSG kryterium czasu opróżnienia zbiornika przy pracy 

maksymalnej, źródło: dane PSG na koniec 02.2026 r. 

Dodatkowo należy zwrócić uwagę na dużą liczbę stacji PSG o niewielkiej mocy regazyfikacji, 

wynoszącej do 300 m³/h. Zestawienie mocy regazyfikacji z pojemnością zbiorników pozwala 

określić, na ile godzin pracy wystarczy zapas LNG przy maksymalnym wykorzystaniu 

instalacji. Jest to kolejny czynnik generujący wyzwania logistyczne i zwiększający napięcia w 

dostawach, szczególnie w mroźne dni. Należy jednak zaznaczyć, że w przypadku instalacji 

LNG zasilających wyspowe sieci dystrybucyjne sytuacja maksymalnego poboru 

utrzymującego się dłużej niż kilka godzin występuje niezwykle rzadko. 

Mała pojemność wodna zbiorników powoduje że jedna ciężarówka musi w ramach jednego 

kursu obsłużyć kilka lokalizacji, najczęściej dwie, trzy, cztery, a czasem nawet pięć stacji 

regazyfikacji. Taki model znacząco zwiększa koszty logistyki. Jeżeli dodać do tego 

suboptymalny sposób zamawiania gazu dla poszczególnych lokalizacji, łatwiej zrozumieć 

wysokie koszty generowane przez tak zorganizowany segment działalności.  

Należy odnotować podjęcie działań służących optymalizacji procesu zamawiania LNG oraz 

centralizacji harmonogramu dostaw. Rozwiązania te zmniejszają straty i zwiększają 

uporządkowanie logistyki. Jednocześnie wiele działań efektywnościowych, pozostających w 

zasięgu kilku struktur organizacyjnych Grupy Orlen,  nadal nie zostało wdrożonych. Tym 

bardziej nie stały się one elementem bieżącego, codziennego modelu działania.         

Prywatni operatorzy działający na rynku LNG co do zasady nie zawierają kontraktów 

handlowych obejmujących budowę instalacji oraz dostawy LNG do tak małych obiektów, w 

których nie byłoby możliwe rozładowanie pełnej autocysterny. Akie podejście pozwala im 

efektywnie wykorzystywać posiadane aktywa oraz optymalizować koszty własnej 

działalności, jak i koszty funkcjonowania obsługiwanych instalacji. 
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Wykres 27, struktura stacji regazyfikacji LNG w PSG kryterium pojemności zbiornika LNG w m3, źródło: dane 

PSG na koniec 02.2026 r. 
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Najważniejsze źródła: 

1. BiznesRadar – www.biznesradar.pl. 

2. DNV GL, Liquefied Natural Gas (LNG) Bunkering Study. 

3. Duon – www.duon.pl. 

4. Gasum – www.gasum.com. 

5. Gaz-System – www.gaz-system.pl. 

6. www.geoportal.pl 

7. Główny Urząd Statystyczny – www.gus.gov.pl. 

8. Izba Gospodarcza Ciepłownictwo Polskie – www.igcp.pl. 

9. KN Energies – www.knenergies.lt. 

10. „LNG Małej Skali w ORLEN S.A. oraz postulaty regulacyjne w zakresie LNG i 

bioLNG”, prezentacja Orlen na podkomisję stała ds. infrastruktury krytycznej, 

górnictwa i energetyki Sejmu RP w dniu 28.04.2026 r. 

11. MannTek – www.manntek.se. 

12. Orlen – www.orlen.pl. 

13. PGNiG – www.pgnig.pl. 

14. PKP Cargo – www.pkpcargo.com. 

15. Polska Agencja Prasowa – www.pap.pl. 

16. Polska Organizacja Przemysłu i Handlu Naftowego – www.popihn.pl. 

17. Polska Spółka Gazownictwa – www.psgaz.pl. 

18. Portal Morski – www.portalmorski.pl. 

19. Port Gdańsk – www.portgdansk.pl 

20. Port Gdynia – www.port.gdynia.pl. 

21. Prospekt emisyjny CP Energia. 

22. www.sciencedirect.com 

23. Shell Polska – www.shell.pl. 

24. Trójmiasto.pl – www.trojmiasto.pl. 

25. Uniwersytet Morski w Gdyni – www.umg.edu.pl. 

26. ustawa z dnia 21 lutego 2025 r. o zmianie ustawy o biokomponentach i biopaliwach 

ciekłych. 

27. WysokieNapiecie.pl – www.wysokienapiecie.pl. 

http://www.biznesradar.pl/
http://www.duon.pl/
http://www.gasum.com/
http://www.gaz-system.pl/
http://www.geoportal.pl/
http://www.gus.gov.pl/
http://www.igcp.pl/
http://www.knenergies.lt/
http://www.manntek.se/
http://www.orlen.pl/
http://www.pgnig.pl/
http://www.pkpcargo.com/
http://www.pap.pl/
http://www.popihn.pl/
http://www.psgaz.pl/
http://www.portalmorski.pl/
http://www.port.gdynia.pl/
http://www.shell.pl/
http://www.trojmiasto.pl/
http://www.umg.edu.pl/
http://www.wysokienapiecie.pl/
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OFERTA  

Zespół ekspertów Instytutu Polityki Energetycznej im. Ignacego Łukasiewicza zapewnia 

kompleksowe wsparcie analityczne, doradcze i szkoleniowe dla administracji publicznej, 

biznesu oraz sektora naukowego. Zakres współpracy każdorazowo dostosowywany jest do 

potrzeb podmiotu i może obejmować zarówno realizację pojedynczych zleceń eksperckich, 

jak i stałe wsparcie merytoryczne w formule abonamentowej.  

Szkolenia 

Oferujemy także możliwość przygotowania  

i realizacji szkoleń dedykowanych, 

dostosowanych do indywidualnych potrzeb 

instytucji, zakresu obowiązków uczestników oraz 

specyfiki realizowanych projektów. Szkolenia 

kierujemy m.in. do urzędów administracji 

publicznej, urzędów marszałkowskich, jednostek 

samorządu terytorialnego, gmin, spółek 

komunalnych, instytucji państwowych, przedsiębiorstw prywatnych oraz organizacji 

branżowych. 

Oferowane szkolenia obejmują szeroko rozumianą tematykę energetyczną, w tym 

zagadnienia związane z transformacją energetyczną, odnawialnymi źródłami energii, 

efektywnością energetyczną, finansowaniem inwestycji, lokalnymi wspólnotami 

energetycznymi oraz bezpieczeństwem infrastruktury. 

Poniżej prezentujemy ofertę certyfikowanych szkoleń realizowanych w trybie ciągłym od 

września do czerwca, dostępnych zarówno w formule online, jak i stacjonarnej: 

• Kształtowanie relacji międzykulturowych w przedsiębiorstwie; 

• Komunikatywne pisanie wniosków grantowych; 

• Bezpieczeństwo energetyczne i ekonomiczne JST w praktyce – zarządzanie ryzykiem, 

kosztami i inwestycjami energetycznymi; 

• Krytyczne myślenie: techniki informacji, dezinformacji, manipulacji w Internecie; 

• Jak przygotować firmę do pozyskania finansowania UE; 

• Program „LIFE” dla samorządów. 

 

 

 

Eksperci Instytutu Polityki Energetycznej są 

m.in. członkami Independent Scientific 

Evaluation Group, ISEG - programu „Nauka 

dla Pokoju i Bezpieczeństwa" NATO (2022-

2024), ekspertami E.DSO  Smart Networks 

for Energy Transition w ramach European 

Technology & Innovation Platforms (ETIP 

SNET), grupy roboczej WG1 ETIP SNET, a 

także uczestnikami Polskiego Porozumienia 

Wodorowego przy Ministerstwie Klimatu i 

Środowiska oraz członkami grup roboczych 

w Sieci Kompetencji ds. Energetyki 

Rozproszonej w ramach projektu „Rozwój 

energetyki rozproszonej  w klastrach energii 

(KlastER)”, Sejmie i Senacie. Zespół IPE 

bierze aktywny udział w konsultacjach 

projektów ustaw. 
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Oferta badawcza: analizy i raporty 

Specjalizujemy się również w opracowywaniu i przygotowywaniu analiz, raportów 

rynkowych, monitoringu rynku, sporządzaniu strategii rozwojowych, a także analiz  

i propozycji działań legislacyjnych. Na podstawie danych pozyskanych bądź dostarczonych 

przez Klienta Instytut oferuje przygotowanie kompleksowego i szczegółowego opracowania 

w dowolnie określonej formie, np. raportu, strategii bądź pogłębionej analizy (badania): 

• rozwiązań stosowanych w poszczególnych państwach; 

• rozwoju rynku, bądź jego poszczególnych segmentów w Polsce i Europie; 

• rynków zbytu produktów i ich potencjału wraz z identyfikacją barier rozwoju 

eksportu o charakterze formalno- i materialno-prawnym oraz handlowym; 

• uwarunkowań rynku i możliwości prowadzenia na nim działalności biznesowej; 

• prognoz ekonomicznych oraz światowych i europejskich trendów sektorowych; 

• prawodawstwa krajowego i unijnego z uwzględnieniem najistotniejszych problemów 

prawnych oraz kierunków zmian. 

Instytut oferuje również kompleksowe doradztwo w zakresie przygotowania i realizacji 

inwestycji, obejmujące m.in. opracowanie strategii biznesowych i dokumentacji 

projektowej, wsparcie w negocjacjach i pozyskiwaniu dofinansowania. 

Stałe wsparcie eksperckie w formule abonamentowej 

Niezależnie od realizacji pojedynczych analiz, raportów i projektów, Instytut oferuje również 

stałe wsparcie eksperckie w formule abonamentowej, skierowane do administracji 

publicznej, przedsiębiorstw, instytucji oraz innych organizacji. Usługa obejmuje: 

• bieżący dostęp do eksperta lub zespołu ekspertów; 

• konsultowanie bieżących zagadnień i problemów wymagających specjalistycznej 

wiedzy; 

• analizę dokumentów, regulacji oraz zmian rynkowych i legislacyjnych; 

• przygotowywanie opinii, rekomendacji i materiałów merytorycznych; 

• wsparcie merytoryczne i komunikacyjne w sytuacjach wymagających stanowiska 

eksperckiego; 

•  udział ekspertów w spotkaniach, konsultacjach i innych działaniach Klienta. 

Spółdzielnie energetyczne  

Tworzenie i rozwój spółdzielni energetycznych to złożony proces, który wymaga przemyślanej 

koncepcji, precyzyjnego planowania i wsparcia ekspertów. Oferujemy kompleksowe 

doradztwo i pomoc na każdym etapie tworzenia lokalnych wspólnot energetycznych – od 

pomysłu, przez realizację inwestycji, aż po codzienne funkcjonowanie. 
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Główne segmenty oferty obejmują opracowanie koncepcji spółdzielni energetycznej, 

analizę lokalnych zasobów i uwarunkowań, przygotowanie modeli organizacyjnych  

i prawnych, planów inwestycyjnych, studiów wykonalności i biznesplanów, a także 

wsparcie społeczności lokalnej oraz bilansowanie i zarządzanie energią. 

Szczegóły naszej oferty dostępne są na stronie internetowej Instytutu: 

https://www.instytutpe.pl/oferta/ 

KONTAKT 

Osobą kontaktową ze strony Instytutu Polityki Energetycznej jest Prezes Zarządu Instytutu Polityki 

Energetycznej: Mariusz Ruszel, tel. 609 570 728, e-mail: mruszel@instytutpe.pl

https://www.instytutpe.pl/oferta/
mailto:mruszel@instytutpe.pl


 

 

 

 


