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I. SHORT SUMMARY OF 2012 

 

 

 

 

 

 Production excludes Syrian production (3.1 mboepd). 
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II. HIGHLIGHTS 

II.1 Key achievements in 2012 

 

 

► I.  RENEWING  EXPLORATION  ASSET  BASE:  OVER  350  MMBOE  NEW  DRILLABLE  INVENTORY 
PROSPECTS  

o Capitalizing  on MOL’s local experience and excellent knowledge base: 
 through acquisitions in countries with strong MOL presence such as Russia, 

Kazakhstan & Oman.  
 in the Pannonian Basin by extending E&P activities to Romania.  

o Securing significant new exploration upside (over 350 MMboe ‐ RRP) with acquisitions  
o Identifying further exploration prospects for 2013 in existing core assets by conducting 

seismic evaluation (Pakistan and Russia).  
 

► II. OUTSTANDING DRILLING SUCCESS RATE (64%) 
o 16 wells with oil or gas production potential out of 25 drilled exploration and appraisal 

wells by the end of the year in 6 countries.  
o 3rd discovery of MOL in Kurdistan Region of Iraq (Bakrman formation, Akri Bijeel Block). 
o Considerable  exploration  success  even  in  the matured  CEE  region:  new  discoveries 

exceed 5,000 boepd.  
o Proven track record in exploration: three years drilling success rate above 60%. 

 
► III. APPRAISAL IN PROGRESS PROVIDING A SOLID BASE TO SIGNIFICANT RESERVE BOOKINGS IN 

THE NEXT TWO YEARS  
o Tangible exploration results:  already 10 MMboe new SPE 2P reserves in the CEE region. 

 
► IV. MAJOR ACHIEVEMENTS TO BOOST PRODUCTION IN KURDISTAN REGION OF IRAQ 

o Appraisal and development program on track. 
o Noteworthy progress in Shaikan: Commercial Discovery Declaration (in August 2012)  
o Start  of  appraisal  program  and  preparation  for  extended well  test  in  the Akri Bijeel 

Block in order to de‐risk upside. 
 

► V. SECONDARY AND TERTIARY FIELD DEVELOPMENT ACTIVITIES ON MATURED FIELDS 
o Production from core countries provides stable cash flow base. 
o Intensive use of EOR / IOR techniques to minimize the decline rate in Hungary.  
o First ever EOR projects started in Croatia in the last year. 

I. 
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II.2 Outlook for key projects in 2013 – Monetization of major projects via field 
developments 
 

► Kurdistan  Region  of  Iraq  –  speed  up  appraisal  and  field  development  program  aims  at 
securing first barrels from the region 

o The 2013 work program of Akri Bijell consists of three main sub‐projects:  
i.) development for early production of Bijell Jurassic reservoirs with Q2 2013 start‐up. 
ii.) Finishing the second Exploration Sub‐Period Project: finish Bakrman‐1 well test.  
iii.) Continuing  the Bijell appraisal program: drilling 5 wells and 3D  seismic acquisition 
targeting reserve booking in 2014.  

o “The ultimate goal  in Shaikan  is  to  increase production  significantly  in  several phases. 
Shaikan  Production  Facility‐1  (SPF‐1)  will  become  operational  in  March  2013.   The 
production is designed to produce 20,000 barrels of oil per day, processing the crude to 
export specification. Subsequent to SPF‐1 SPF‐2 is expected to be commissioned by mid‐
2013. As a result the combined production capacity will be 40,000 barrels of oil per day. 
Reserve booking is scheduled for 2013. Additional work program are planned, however 
depends on commitments and regional infrastructure development.“ 
 

► Kazakhstan  –  a  step  forward  to  the  surface  facility  construction,  and  first  testing  of 
sizeable, new  exploration potential  

o Federovsky Block: next  steps  include  testing of 2 appraisal wells  (U22, U21) drilled  in 
2011,  drilling  and  testing  of  3  appraisal wells  (U11,  U26,  U24),  resource  calculation, 
reservoir  modelling  and  start  of  EPCC  (Engineering  Procurement  Construction 
Commissioning) of the trail production surface facilities. 

o North Karpovsky Block: First testing of 120 MMboe (net for MOL) RRP. The 2013 work 
program  consists  of  drilling  2  firm  exploration wells  (SK‐1,  SK‐2),  one well  test,  and 
2D/3D seismic acquisition. 
 

► Russia – intensification of exploration program exploit diversified portfolio 
o Due  to  the  adjustment  in  Russian  E&P  strategy  MOL  will  focus  much  more  on 

exploration  in  the  next  two  years,  especially  for  Matjushkinsky  Block.  As  a  result 
exploration wells will be drilled and seismic acquisition will be acquired to derisk upside. 

o Drilling  of  31  producing  and  9  injection  wells  and  extending  the  reservoir  pressure 
maintenance technology is expected in the Baitugan Field to increase production.  

 

► Pakistan – increasing early production of recent oil discoveries 
o Continue field development  in TAL Block: commissioning of additional surface facilities 

by  end  2013  to  handle  increasing  oil  and  gas  production.  Submission  of  Field 
Development Plans concerning Makori East, Mamikhel and Maramzai fields.  

o Karak Block:  seismic  acquisition over Halini discovery  and  its  vicinity  targeting upside 
exploration potential, progress Halini‐1 extended well test with increased oil production. 

 

► CEE region – maximize recovery rates and mitigate decline rate 
o Hungary: Drilling of 8 new conventional exploratory wells, acquisition of one 3D seismic 

measurement;  completing  several  new  field  developments  including  efficiency 
improvement  projects  and  start‐up  of  low  caloric  gas  fields  serves  to  maintain 
profitability and minimize production decrease. 

o Croatia – aiming to stop natural decline on mid‐term: carry on with extensive onshore 
exploration drilling campaign; drilling two exploration wells in offshore fields; drilling of 
several development wells on existing oil & gas fields and continuing implementation of 
EOR projects. 

o Start the exploration in Romania with 3D seismic measurements covering 550 sqkm (Ex‐
6). The ratifications of two blocks are still pending. 
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II.3 Key exploration and appraisal wells in 2013  

 

 
II. 4 Production outlook for 2013 
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III. CAPEX DATA AND WORK PROGRAMMES 
 

III.1 CAPEX distribution by investment categories and regions*   
 

 

 

*Maximum CAPEX of organic work program (2013 plan). 

III. 2 CAPEX distribution by activities and countries 
 

USD mn  2012 actual 2013 plan2 

Region, Country 
Exploration 
& Appraisal 

Development 
& Production 

Total 
Exploration 
& Appraisal 

Development 
& Production 

Total 

CEE  109.1  116.2  225.3  228.9  221.2  450.1 
Hungary  58.4  51.5  109.9  100.3  99.7  200.0 

Croatia  48.2  64.7  112.9  90.7  121.5  212.2 
   onshore  37.9  60.9  98.8  71.1  91.2  162.3 
   offshore  10.3  3.8  14.1  19.6  30.3  49.9 
Romania  2.5  0.0  2.5  37.9  0.0  37.9 

CIS  78.2  113.7  191.9  70.9  84.3  155.2 
Russia  15.9  113.4  129.3  20.6  71.5  92.1 
Kazakhstan  62.3  0.3  62.6  50.3  12.8  63.1 
Middle East & Asia  151.2  36.9  188.1  189.4  96.4  285.8 

Kurdistan Region of Iraq  121.1  28.6  149.7  148.8  72.9  221.7 
Pakistan  13.9  7.2  21.1  14.1  23.5  37.6 
Oman  15.6  0.0  15.6  26.5  0.0  26.5 

Syria  0.6  1.1  1.7  0.0  0.0  0.0 
Africa  5.0  12.1  17.1  43.3  48.9  92.2 
Angola  0.0  3.0  3.0  0.0  23.6  23.6 
Egypt  0.2  9.1  9.3  13.7  25.3  39.0 

Cameroon  4.8  0.0  4.8  29.6  0.0  29.6 
Total  343.5  278.9  622.4  532.5  450.8  983.3 
1 In 2012 Exploration CAPEX includes acquisitions as well. Croatian onshore exploration CAPEX including Croatian subsidiary. 
2 In several countries CAPEX program depends on further licences approval. 
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III. 3 Summary of tested wells in 2012 

 

During the year of 2012 period 25 exploration wells were tested out of which 16 were successful and 13 additional wells 
were under or waiting for testing at the end of the period and 4 wells were under drilling and 1 well was suspended. 

Country  Block 
Exploration & 
Appraisal wells 

Progress  Comment / Test result 
Paying / 

participating 
interest % 

Kurdistan 
Region of 
Iraq 

Akri Bijeel 

Bijell‐3 (Aqra‐1)  tested 
Testing was finished and well was 
classified as unsuccessful in December 
2012. Abandoned. 

80 / 80 

Bakrman‐1 
under 
testing 

2616 bbl oil and 1070 boepd gas 
inflows. Test continues until April. 

80 / 80 

Gulak‐1 
under 
testing 

Well test was finalized and decided to 
suspend in Q1 2013. 

80 / 80 

Bijell‐7 
under 
drilling 

‐  80 / 80 

Shaikan 

Shaikan‐4  tested 
Maximal inflow: 5100 boepd oil and 
7.0 MMcfpd gas (1167 boepd). 

20 / 20 

Shaikan‐5  tested  3100 boepd oil 1.3 MMcfpd  20 / 20 

Shaikan‐6  tested 
Suspended, pending further 
evaluation 

20 / 20 

Russia 

Surgut 
Surgut Ayskaya 1  waiting 

for test 

Well test is expected in Q1 2013  100 / 100 

Surgut Atayskaya 2  Well test is expected in Q1 2013  100 / 100 

Matjushkinsky 

Prikolt.‐127 
waiting 
for test 

Well test is expected in Q2 2013  100 / 100 

Kedrovskaya – 105 
under 
testing 

Well test is expected in Q1 2013  100 / 100 

Pakistan  Tal 

Mamikhel‐2  tested 
Discovery. Test result: 39.3MMCFD 
gas and 1854 bblpd condensate  

10.5 / 8.4 Makori‐East‐2  tested 
Discovery. Test result: 23.5MMCFD 
gas and 5045 bblpd condensate  

Maramzai‐2  tested 
Discovery. Test result: 38.4MMCFD 
gas, 1500 bblpd condensate  

Kazakhstan 

Federovsky 

Rozhkovsky U‐21 
waiting 
for test 

Hydrocarbon column present based 
on logging. Well test expected in Q2 
2013. 

27.5/27.5 

Rozhkovsky U‐22 
waiting 
for test 

Hydrocarbon column present based 
on logging and cores. Well test 
expected in Q1 2013. 

Rozhkovsky U‐23  tested  

 Tournasian: 238000 m3/day gas, 351 
m3/day condensate. Bobrikovsky: 
124000 m3/day gas, 301 m3/day light 
oil 

Rozhkovsky U‐26 
under 
drilling 

‐ 

North 
Karpovsky 

SK‐1 
under 
drilling 

‐  49/49 

Country Hungary Croatia Russia Syria Pakistan
Kurdistan 
Region of 

Iraq

Kazakh-
stan

Oman Angola Egypt Total

Wells tested 15 4 36 2 3 5 1 0 1 9 76
o/w exploration/appraisal wells 12 3 0 0 3 4 1 0 0 2 25

oil and gas producer 2 0 0 0 0 0 1 0 0 0 3
oil producer 0 2 0 0 0 2 0 0 0 1 5
natural gas producer 5 0 0 0 3 0 0 0 0 0 8
dry/non-commercial 5 1 0 0 0 1 0 0 0 1 8
suspended 0 0 0 0 0 1 0 0 0 0 1

o/w development wells 3 1 36 2 0 1 0 0 1 7 51
oil producer 0 0 36 1 0 1 0 0 1 7 46
natural gas producer 1 0 0 1 0 0 0 0 0 0 2
dry/non-commercial 2 1 0 0 0 0 0 0 0 0 3
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Country  Block 
Exploration & 
Appraisal wells 

Progress  Comment / Test result 
Paying / 

participating 
interest % 

Hungary  Several 

Nk‐D‐3  tested 
Discovery. Test result: 202 boepd gas 
via 8 mm choke 

100 / 100 

Tiszi‐2  tested 
Discovery. Test result: 382 boepd gas 
via 8 mm choke 

100 / 100 

Kom‐Ny‐2  tested 
Discovery. Test result: 276 boepd oil  
and 38 boepd gas  via 6 mm choke 

100 / 100 

Gutor‐1  tested 
Discovery. Test result: 484 boepd gas 
via 9.5 mm choke 

100 / 100 

Rádi‐1  tested 
Discovery. Test result: 336 boepd gas 
via 7.5  mm choke 

100 / 100 

Belezna‐K‐2  tested 
Discovery. Test result: 37 boepd gas 
via 6 mm choke 

100 / 100 

Víz‐S‐2  tested 
Discovery. Test result:  246 boepd oil 
via 6 mm choke and 391 boepd gas via 
8 mm choke 

100/ 100 

Nagykáta‐Ny‐1 
under 

testing at 
year end 

Discovery. Test result: 1206 boepd oil  
via 6 mm choke (Q1 2013) 

100 / 100 

Nsz‐ÉK‐1  tested  Dry with gas show  100 / 100 

Zaláta‐K‐1  tested  Dry with gas show  50 / 50 

Bak‐D‐1  tested  Dry  100 / 100 

Bak‐DNy‐1  tested  Dry  100 / 100 

Tápióság‐1  tested  Dry  100 / 100 

Csh‐2 
under 

testing at 
year end 

Dry (Q1 2013)  100 / 100 

Beru‐4 
under 
testing 

Drilled, fracturing program 
completed, under testing, long pilot 
production test 

100 / 100 

Beru‐6 
under 
testing 

Drilled, waiting fracturing program   100 / 100 

Oman  43B  Hawasina‐1 
under 
drilling 

‐  75 

Croatia  Sava  Hrastilnica‐3  tested 
Tested in Q3 2012. Test data showed 
daily oil production of approximately 
1,450 bbl (Qo=cca 400m3/day). 

100 / 100 

Croatia  East Slavonija  Đeletovci‐1 Zapad  tested 

Tested in Q3. Tests showed daily oil 
production of approximately 600 bbl. 
(Totally obtained: Qo= 391.7 m3; Qw= 
3.74 m3 in 108.5 hours of testing.) 

100 / 100 

Croatia  East Slavonija  Antunovac‐1 
unsuccess

ful 
There were no hydrocarbon shows 
while drilling ‐ not tested. 

100 / 100 

Syria  Aphamia  Mudawara 3 
waiting 
for test 

Well drilled in Q4 2010, test 
postponed due to force majeure. 

100/100 

Egypt 
North 
Bahariya 

Rawda SE‐1  
unsuccess

ful 

Drilled in Q2. Not tested. 
Unsuccessful. There were no 
hydrocarbon shows while drilling and 
the well was plugged and abandoned. 

20 / 20 

 
North 
Bahariya 

Sidra‐2   tested 

Drilled and completed in Q3. Tested in 
Q3. Oil producer well from Lower Abu 
Roash "G" Member. Test results: 1245 
BOPD for 24 hr; WC 1,2%; API 39.5. 

20 / 20 
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III. 4 Key exploration and appraisal wells in 2013 

 

 

   

Q1 Q2 Q3 Q4

Bakrman‐1 dril led in 2012, test 2013

Gulak‐1
dril led in 2012, tested in 

2013

Bijell‐2

Bijell‐4 test in 2014

Bijell‐5 (Quandagul‐1)

Bijell‐6 test in 2014

Bijell‐7

Bijell‐1  workover

3D seismics G&G

Shaikan Shaikan‐7 appraisal  well

Prikoltogorskoye‐127 dril led in 2012, test in 2013

Verkhne‐Laryeganskoye ‐ 201

dril led in 2011, further well  

test will  be carried out in 

Q2 2013

Kedrovskoye‐105 dril led in 2012, test in 2013

Zapadno‐Kedrovskaya‐121
preliminary works  for 2014 

dril ling

Verkhne‐Koltogorskaye‐125

Prikoltogorskoye 129 
preliminary works  for 2014 

dril ling

2D seismics G&G, preliminary works

Yerilkinsky 2D / 3D seismics G&G 

Kot‐1

Malgin‐1

3D seismic

Karak 3D seismic

Karak 2D seismic

Rozh‐U‐11 dril ling and test

Rozh‐U24 dril ling and test

Rozh‐U‐26 finish dril l ing and test

Rozh‐U‐22 test with workover

Rozh‐U‐21 test with workover

SK‐1 finish dril l ing and test

SK‐2 dril ling

3D seismics conditional

conventional, several 6 wells
dril lings  and tests, 

approved

conventional, additional one 3D,2 wells
G&G, dril l ings  and tests, to 

be approved

Beru‐6 optional

Beru‐M1 optional

conventional  onshore, severa 4 wells dril lings  and tests

4 wells fracking

3D seismics G&G

Ilena ‐ 1 dril ling and test

Ivna‐1 dril ling and test

Romania Ex‐6 3D seismics Ratificated block

Romania Ex‐1,Ex‐5 3D seismics Waiting for ratification

Oman Oman 43B Hawasina‐1
Spud in December, to be 

finished in 2013

Cameroon Ngosso Azobe‐1X
spud date expected in July, 

test in 2014

Egypt Disouq Helal‐1 dril ling and test

North Karpovksy

unconventional, several

offshore, North Adriatic

Hungary

Croatia

Kazakhstan

Fedorovsky

unconventional

Pakistan

Tal

Comment

Kurdistan Region 

of Iraq

Akri‐Bijeel

Russia
Matjushkinsky

Country Block G&G/Well name
2013 plan

G&G
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III. 5 Overview of major development program in 2013  
 

Country  Block  First oil 
Peak 

production
Prod. 

wells (#) 
Type and 
quality 

Program target in 2013 

Kurdistan 
Region of 
Iraq 

Akri‐Bijeel  2013  2017  1 
crude oil 
(13 °API) 

Development for early production of 
Bijell Jurassic reservoirs. 

Shaikan  2010  2018  5 
crude oil 
(17 °API) 

Shaikan Production Facility‐1 (SPF‐1) is 
designed to produce 20,000 barrels of 
oil per day, processing the crude to 
export specification. Subsequent to SPF‐
1 SPF‐2, is expected to be commissioned 
by mid‐2013. As a result the combined 
production capacity will be 40,000 
barrels of oil per day. 

Russia 

Matjush‐
kinsky 

2005  2015  59 
crude oil 
34 °API 

Recompletion of 11 producing wells to 
water injection well. Infrastructure 
works to upgrade oil treatment and 
waste management facilities. 

Baitugan  1947  2023  195 
crude oil 
26 API 
degrees 

Drilling of 31 producing and 9 injection 
wells and extending the reservoir 
pressure maintenance technology in the 
Baitugan Field. 

ZMB  1999  2005  144 
crude oil 
29‐32 API 
degrees 

Further field development to mitigate 
the decline rate in ZMB (drilling of 6 new 
wells).  

Pakistan 

Tal 
January, 
2005 

2019  10 
gas and 
cond. 

(55oAPI) 

Construction of new Makori Gas 
Processing Facility and its commissioning 
by end year 2013. 

Karak 
January, 
2012 

2025  1 
oil 

(28oAPI) 
with gas 

Halini‐1 extended well test with 
increased production. 

Kazah‐
stan 

Federovsky  2015  2019  0 
gas and 
cond. 

Start of EPCC (Engineering Procurement 
Construction Commissioning) phase. 

Hungary  Several   n.a.  n.a.  867 
oil, gas 

and cond.

Several new field developments 
including efficiency improvement 
projects and putting into production low 
caloric gas fields. 

Croatia 

Onshore, 
several  

1941  1988  684 

crude (31‐
38 oAPI); 
natural 
gas 

Drilling of several development wells on 
existing oil and gas fields and continuing 
implementation of EOR projects. 
 

Offshore, 
North 
Adriatic 

1999  2010  30 
natural 
gas 

Ilena: drilling and completion of 2 wells. 
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III. 6 Main data of blocks 
 

Country  Block 
Reserves 
Mmboe 

Production 
mboepd 

Acreage 
in sqkm 

Phase
6
 

Contract 
type 

Operator 
Diluted 
share

1
 

Partner 

Kurdistan 
Region of 
Iraq 

Akri‐Bijeel  ‐  ‐  889  E / A  PSC  Yes 
80 / 
51.2

2
 

GKPI 

Shaikan  ‐  0.5  283  D  PSC  No 
20 / 
13.6

2
 

GKPI 

Russia 

Matjushkinsky  23.3  4.2  3228 E/A/D C Yes 100  ‐ 

Baitugan  110.5  5.5  65 D C Yes 100  ‐ 

Yerilkinsky  0.0  0  40 E C Yes 100  ‐ 

Surgut‐7  9.1  0  329 E C Yes 100  ‐ 

ZMB  33.3  7.9  201 D C No 50  RussNeft 

Pakistan 

Tal  8.9 

5.6 

3668  E/A/D  C  Yes 
10.5 / 
8.4 

MOL (10%) ‐ operator; 
PPL (30%); OGDCL 
(30%); POL (25%); GHPL 
(5%) 

Karak  ‐  2359  E / A  C  No  40 
MPCL (60%) – operator, 
MOL (40%) 

Margala  ‐  ‐  1387 E C Yes 70  MOL (70%) ‐ operator 
POL (30%) Margala‐North  ‐  ‐  1562  E  C  Yes  70 

Kazakhstan 
North 
Karpovsky 

0.0  ‐  1670  E  C  No  49 
KMG EP (51%) –
operating shareholder 

  Federovsky  36.7  ‐  1511  A  C  No
5
  27.5 

MOL (27.5%), KMG EP 
(50%), FIOC (22.5%) 

Hungary  Several  159.0  46.2  6310 E / D C Yes 100  ‐ 

Croatia 

Onshore  183.3  26.3  11930 E / D C Yes 100  ‐ 

Offshore ‐ 
North Adriatic 

38.3  15.8 

1 756  E / D  C  No  50  ENI (50%) 

Offshore ‐ Aiza 
Laura 

22  E / D  C  No  50  ENI (50%) 

Offshore ‐ 
Izabela 

34  D  C  No  30  Edison (70%) 

Romania 
Ex‐6  ‐  ‐  3434 E C Yes 100  ‐ 

Ex‐1, Ex‐5       E C No
4

70  EP (30%) 

Syria  Hayan  35.8  3.1  645 D PSC Yes 100  ‐ 
  Aphamia  ‐  ‐  2285 E PSC Yes 100  ‐ 

Oman 
Oman 43B  ‐  ‐  11967 E PSC Yes 75  MPCL (25%) 

Oman 66  ‐  ‐  4898 E PSC Yes 100  ‐ 

Egypt 

Ras Qattara 

3.2  1.9 

247 D PSC No 25  IEOC (75 %) ‐ operator

West Abu 
Gharadig 

77  D  PSC  No  25 
IEOC (45 %) ‐ operator
Dana Petroleum (30 %) 

North 
Bahariya 

135  D  PSC  No  20 
Sahara North Bahariya 
(50%) ‐ operator & IPR 
(30%) 

East Yidma – 
Sidi Rahman

3
 

67  D  PSC  Yes  50  RWE Dea (50 %) 

Angola 

Block 3/05A 

5.6  1.5  1256 

D  PSC  No  4 

Sonangol P&P (25%) ‐
operator, China 
Sonangol (25%), AJOCO 
(20%), ENI (12%), Somoil 
(10%), NIS (4%); INA 
(4%) 
China Sonangol (25%), 
AJOCO (20%), ENI (12%), 
Somoil (10%), NIS (4%); 
INA (4%) 

Block 3/05  D  PSC  No  4 

Cameroon  Ngosso  ‐  ‐  474 E C No 40  Addax (60%) – operator

1 Diluted share is based on working interest. 
2 Fully diluted share after potential dilution process. 
3 INA has 50 % WI. In 2013, after signing of Deed of Assignment, INA interest will be 100% with effective date from 1 July 2012. 
4 It will change after contract ratification by state. 
5 Operating shareholder 
6 E – Exploration, A – Appraisal, D ‐ Development 
Disouq not presented, since INA did not enter the Concession, but will participate in drilling Helal well in 2013. In case of discovery, RWE is 
going to submit. 



12 
 

IV. Detailed work programmes of major projects in 2012 and 2013 

 
IV. 1 Kurdistan Region of Iraq 
 

 
 
The  recent years’  two  successful discoveries made Kurdistan Region of  Iraq  the most promising 
growth source of the Group. With the current work program (extended well test in Akri Bijeel Block 
and the start of the Field Development of Shaikan Block) MOL aims to monetize  its  investments. 
Plateau production is expected to be between 55‐62 mboepd (MOL’s share, entitlement based) on 
mid‐long term. 
 
On November,  2007  Kalegran  Ltd  (MOL  subsidiary)  entered  into Akri‐Bijeel  PSC  and  farmed  into 
Shaikan PSC. Partner is Gulf Keystone Petroleum International Ltd (GKPI).  
 
In Akri‐Bijeel Block Surface geological map was completed 2D seismic acquisition (441 km) took place 
in 2008. Bijell‐1 exploration well was drilled in 2009‐2010. The well discovered oil and gas and short 
well tests proved the economic value to start appraisal of the Bijell structure. In 2011‐2012 the work 
program continued with the drilling of three exploration wells and two appraisal wells, and seismic 
acquisition.  The  2013  work  program  consists  of  three  main  tasks:  i.)  development  for  early 
production of Bijell Jurassic reservoirs, which means the commissioning and production start of B‐1 
EWT  surface  facility.  Facility  will  produce  oil  for  domestic  market.  Information  acquired  during 
production  makes  it  possible  to  streamline  surface  technology.  After  analysing  samples  facility 
upgrading should be planned to produce export quality crude oil. ii.) Finishing the second Exploration 
Sub‐Period Project: finish Bakrman‐1 well test. iii.) Continuing the Bijell appraisal program: drilling 5 
wells,  one  well  completion,  two  well  site  preparation  and  3D  seismic  acquisition  on  147  km2, 
processing and interpretation is performed in 2013.  
 
In the  last years Shaikan appraisal and early development program was executed, and  in July 2012 
the  appraisal  activity  was  finished  when  test  of  Sh‐6  well  was  completed.  The  ultimate  goal  in 
Shaikan is to increase production significantly in several phases. Shaikan Production Facility‐1 (SPF‐1) 
will become operational in March 2013.  The production facility will be tied to the Shaikan‐1, ‐3 & ‐4 
producing wells and  is designed  to produce 20,000 barrels of oil per day, processing  the  crude  to 
export specification. Subsequent to SPF‐1 SPF‐2, which will be tied to Shaikan‐2,  ‐5 & 10 producing 
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wells is expected to be commissioned by mid‐2013. As a result the combined production capacity will 
be 40,000 barrels of oil per day. Reserve booking  is scheduled  for 2013. Additional work program, 
further  investments  are  planned,  however  depends  on  commitments  and  regional  infrastructure 
development. 
 

Akri‐Bijeel 
CAPEX  

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  92.5 
 Drilling  of  Bakrman‐1,  Gulak‐1  exploration,  Bijell‐3  (Aqra‐1) 
appraisal wells and spud Bijell‐7 appraisal wells, 

 250 km2 3D seismic acquisition 

Dev  15.7 
 Construct surface facilities for 10 mboepd gross Extended well 
test  capacity  and  cca.  30 mbbl  storage  capacity  for  extended 
well test of Bijell‐1 

2013 

Exp   140.9 

 Finish 3D seismic acquisition 

 Drilling of Bijell‐2,‐5, ‐7 appraisal wells 
 Spuding of Bijell‐4,‐6 appraisal wells 

Dev  15.1 
 Extended  well  test  of  Bijell‐1  upgrade  and  surface  facility 
upgrade 

 

Shaikan 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  28.6 
 Drilling of Shaikan‐5,6, 8 appraisal wells 
 Testing Shaikan‐4 

Dev  12.1 
 Start  of  up‐grade  of  Shaikan‐1  Extended  well  test  surface 
facility, Drilling of Shaikan‐8 development well 

2013 

Exp   7.9   Drilling of Shaikan‐7 appraisal well 

Dev  50.8  

 Shaikan Production Facility‐1 (SPF‐1) will become operational in 
March 2013.  The production facility will be tied to the Shaikan‐
1,  ‐3 &  ‐4 producing wells and  is designed  to produce 20,000 
barrels  of  oil  per  day,  processing  the  crude  to  export 
specification.  

 Subsequent to SPF‐1 SPF‐2, which will be tied to Shaikan‐2, ‐5 & 
10  producing wells  is  expected  to  be  commissioned  by mid‐
2013. 
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IV. 2 Hungary   

Hungary is one of the core countries in terms of production and reserves. Production started eight 
decades  ago,  and  the Group  applies  EOR/IOR  techniques  since  70’  to maintain  or  decrease  the 
decline rate of the mature fields. 
 

Hungarian exploration activities in 2012 and 2013 
 

 
 

Hungarian development in 2012 and 2013 
 

 

 
 

1. Algyő oil recovery enhancement 
2. Algyő CSD 1 
3. Mpi K 1 field development 
4. Hosszúpályi-South gas field pressure boost up, 

phase 2 
5. Üllés field recovery enhancement 
6. Ócsa field development 
7. Mezősas and Mezősas-West recovery 

enhancement  
8. Tázlár-North filed development  
9. Kkhalas-NorthWest field development  
10. Szank-South-East field development 
11. Ruzsa field development, phase 1 
12. Beru-4 tie-in  
13. Kiskunhalas-S-1 well connection pipeline 

reconstruction  
14. Dorozsma 28 well start up 
15. Bike-4 well start up 
16. Pf 156 field development 
17. Hajduszoboszló - fields gathering pressure 

reduction 
18. Inert project – Tiszaújváros 

1. Vízvár‐North gas field pilot development 
2. Tura gas field development 
3. Nagykőrös‐South field development 
4. Sülysáp field development 
5. Kiskunhalas‐North field development 
6. Field development of South‐Békés new gas reservoirs 
7. Algyő Alsópannon field development 
8. Sarkad Méhkerék field development 
9. Tófej development 
10. Tiszi‐2 field development 
11. Mezősas‐West phase‐2 field development 
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 One of the main competitive advantage is the existing extensive surface infrastructure, which makes 
it possible not just to produce on low costs, but to put the field into production as quick as possible 
(generally within  one  year), which  support  rapid monetization  and  early  cash  flow  comparing  to 
international projects. The other considerable advantage is the geological knowledge of the country. 
Exploration and development of current field development projects are the key upstream activities 
for the Group. Without new projects in the next 8 years, the production could significantly decrease 
by  2020  from  the  current  level.  These  investments  varied between USD  100‐150 mn per  annum, 
which  resulted  in  the  last 4‐5  years new discoveries  (~4 MMboe/year). MOL’s  aim  is  to  keep  the 
production decline rate below 5%. 
 
 

Hungary 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  58.4 

 12  conventional  exploratory  drillings  completed,  2  are  in 
progress.  Unconventional:  Beru‐4  long  term well  test  is  in 
progress,  Beru‐6  completed waiting  for  fracturing. One  3D 
seismic acquisition completed 

Dev  51.5 

 ~20 field developments completed and 6 are in progress 

 Some  major  projects  have  been  finished,  several  new 
production wells have been drilled  

 Finalization of gas plant energy rationalization projects  

Hungary 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2013 

Exp   100.3 

 6 (plus 2 additional) conventional drillings/tests 
 Unconventional program is optional, under preparation 

 One 3D seismic program 

Dev  99.7 

 6  field  developments  in  progress  and will  be  finished  (e.g. 
Algyő  Alsópannon  reservoir  development)   in  2013  and 
almost  10  new  field  development  projects  including  some 
low calorific gas and efficiency improvements, furthermore a 
geothermal energy project. 

 Accelerated  efforts  to  put  into  practice  the  successful 
internal R&D results in order to mitigate the reduction of CH 
production and OPEX rise. 
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IV.3 Croatia onshore & offshore 
 

 
 

Croatia is the core country of the current portfolio and major contributor to production. The focus 
is  to  explore  the  smaller  satellite  fields  around/within  the mining  spots,  execute  EOR  projects, 
continue the offshore explorations and stop the national decline in the coming years. 
 

Croatia onshore work programme 
 
INA  started  the  exploration  and  production  activities more  than  50  years  ago  in  Croatia, where 
currently INA is the only entity with the necessary equipment, experience, knowledge and projects to 
accelerate exploration activities in continental Croatia.  
 

Onshore 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  15.6 

 Drilling  3+1  exploration  wells:  Hrastilnica‐3  and  Đeletovci‐1 
Zapad (postponed from 2011), Antunovac‐1 and 1 exploratory 
well Zalata‐1 East in Hungary (MOL‐INA: 50‐50%). 

 Caginec‐1 and Krunoslavlje‐2: well site preparations 
 Well Test Zebanec‐3: prepared for fracking 

 Preparation  Projects:  Gravimetric  survey  East  Slavonia  and 
Geological Study Konavle (South Adriatic onshore) 

Dev  60.9 

 Drilling of two re‐entry wells Kal‐4R, and Mol‐35 partially 

 Well  workover  operations  (well  equipment  repair,  matrix 
acidizing, hydraulic fracturing, gravel pack, etc.)  

 Regular equipment workover operations and sustain projects 

 Continued  implementation  of  EOR  project  on  Ivanić  and 
Žutica fields and of Medimurje project  

 Continued implementation of production optimisation 

2013 

Exp   44.6 

 Bunjani‐1  South  and    Krunoslavlje‐2  –  Drilling  4  new wells: 
Caginec‐1, Čepelovac‐1North, Iva‐2Du, Hrastilnica‐4 

 Unconventional  ‐  frac:  Zebanec‐3,  Žutica‐249Du,  Molve‐23, 
Iva‐2Du 

Dev  91.2 

 Well  workover  operations  (well  equipment  repair,  matrix 
acidizing, hydraulic fracturing, gravel pack, etc.) 

 Regular equipment workover operations and sustain projects 

 Continued  implementation  of  EOR  project  on  Ivanić  and 
Žutica fields  

 Continued implementation of production optimisation 

 Property  relations,  access  road  and well  site  for wells  to be 
drilled  in  2014  (eg.  Selec‐2,  Letičani‐9;  Kozarica‐42;  Stari 
Gradec‐1R). 
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Croatia offshore work programme 
 
However discoveries were achieved from the 70’ major field development started after the signature 
of  the  North  Adriatic  Production  Sharing  Agreement  (1996)  and  Aiza  Laura  Production  Sharing 
Agreement (1997). Extensive exploration and development activities in the North Adriatic are carried 
out  through  cooperation  between  INA,  d.d.  and  its  Italian  partners  within  Mining  Plot  areas. 
Exploration  activities  in  the  North  Adriatic  and  Aiza  ‐  Laura  Contract  Areas  are  carried  out  in 
partnership with  ENI  through  the  INAgip  joint  operating  company.  The  Izabela  Contract Area  has 
been  explored  together with  EDISON GAS  through  a  joint operating  company  EDINA  (Izabela PSA 
signed in 2002).  
 
Until  now,  in  the  contract  areas  North  Adriatic  and  Aiza‐Laura,  INA,  d.d.  has  invested  in  capital 
construction of mining  facilities and plants HRK 4.3 billion  (USD 900 mn), while of  the  total gained 
reserves  INA´s  share will  range  about  70%  of  the  produced  gas, which  is  further  placed  on  the 
Croatian gas market. 
 
INA  launched a new cycle of exploration activities by acquiring high resolution 3D seismic  in South 
Adriatic  and  2D  seismic  in both Middle  and  South Adriatic  in order  to  identify drillable  inventory 
prospects. 
 

Offshore 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  10.3 
 2D/3D seismic acquisition on Central and South Adriatic 

 Exploration Block Ivana, G&G Study North Adriatic 

Dev  3.8 

IKA JZ, Ilena  

 Engineering,  Procurement,  Installation  and  Construction  for 
engineering,  construction  of  platforms,  Jacket  construction, 
Sealine materials supply. 

Ivana A/K optimisation project 

 Engineering,  Procurement  and  Construction  for  booster 
compressor and process skid.  

Ivana K overhaul 

 Major overhaul on additional two turbo compressors. 

2013 

Exp   19.6   Exploration Block Ivana: drilling Ilena‐1 Dir and Ivna‐1 wells. 

Dev  30.3 

IKA JZ, Ilena  

 Engineering,  Procurement,  Installation  and  Construction  for 
engineering, construction of platforms and receiving facilities, 
Jacket  construction,  Sealine  materials  supply;  drilling  and 
completion of 2 wells. 

Ivana A/K optimisation project 

 Engineering,  Procurement  and  Construction  Contract  for 
process skid fabrication and booster system installation. 

Ika A&B and Annamaria wells 

 Preparation of wells geological program and  feasibility of  rig 
approach. 

Capital Maintenance works 
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IV. 4 Romania 
 

 

One of the main targets of MOL is to expand its exploration and production activities beyond the 
borders of Hungary and Croatia with a purpose of building up a wider  E&P portfolio  in Central 
Eastern Europe. Based on MOL’s  long experience  in the Pannonian Basin and taking  into account 
the possible synergies, one of the most promising areas  is Romania  in this respect. The project  is 
highly  connected  to  the  Hungarian  exploration  projects  based  on  the  geological  similarity  and 
geographical situation. 

On May, 2010, MOL,  in consortium with Expert Petroleum, submitted bids on  the 10th Exploration 
Licensing Round in Romania. As a result of the bid round, three bidded concession blocks, Ex‐1, Ex‐5 
and Ex‐6 were awarded to the consortium on July 3, 2010. The Concession Agreement (CA) of Ex‐6 
Block has been already officially  ratified by  the Romanian Parliament on December 12, 2012. The 
ratification of the other 2 CAs are expected in the first half of 2013 with similar work program. 
 
The committed exploration program is planned to start with the acquisition of 550 km2 3D seismic in 
2013, and the drilling of four wells based on the interpretation of the seismic data in 2014‐2015.  

 

Romania 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Exp  2.5 
 Acquisition of 30% interest from EP (Ex‐6) 

 Preparation of G&G 

2013  Exp  
37.9 

(o/w 24.2 
optional) 

 550 km2 3D seismic acquisition and processing 

 G&G 
 (with possible additional expenditure in case of ratification Ex‐
1 and Ex‐5 blocks) 
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IV. 5 Russia  
 

 
 

MOL has a diversified Russian portfolio  (based on  field  life  cycle) with  sizable  reserves  to boost 
production  in  mid‐to‐long  term  to  40  mboepd.  Significant  undrilled  exploration  upside:  230 
MMboe. 
 
Zapadno‐Malobalyk  (ZMB)  LLC  is  a  joint  venture  (50‐50%)  where  MOL’s  operating  partner  is 
RussNeft. MOL joined the project in 2003. The field reached its peak production level in 2005. Since 
than  the aim of  the partners  is  to ensure  the continuous operation  in  the  field and  to  slow down 
crude production decrease.  
 
MOL started to develop the Baitugan field (acquired by MOL in December, 2006) in 2007. During the 
years 3D seismic survey was conducted, which indicated a significantly greater reserve. Baitugan is a 
shallow,  compact  field with developed  infrastructure, which  supports  low  energy  and operational 
costs. Further exploration potential exists in deeper zones. MOL’s goal is to increase the production 
up to 7500 boepd by the end of 2014. In 2012, Yerilkinsky Block was acquired in the vicinity of the 
Baitugan field, which results further exploration upside in the coming years. 
 
Investment projects on Matjushkinsky Licence area started in April 2007. The long term, exploration 
driven investment project consists of separate exploration and development projects. Due to the last 
years exploration program and discoveries, SPE 2P reserves increased from 6 MMboe (2007) to 23.3 
MMboe (2012). In the next 2‐3 years MOL will pay higher attention on exploration. 
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ZMB 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Dev  4.4 
 Technical  re‐constructions  on  Central  Processing  Station, 
high‐pressure  water  pipelines  and  cluster  infrastructure  on 
water injection centre 

2013  Dev  14.2 

 Drilling  of  6  new wells  on  cluster  K‐127  (2  horizontals  +  4 
verticals) and the required surface facilities 

 Provision of conditions for continuous operation of the field’s 
production system 

 

Baitugan 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  ‐ 
 Devon  exploration  program was  postponed  due  to  delay  in 
getting of the  license for the Devonian formation 

Dev  38.4 

 Drilling of 34 producing wells and 2 wells were  recompleted 
for water  injection  aiming  to  increase  the  production  level, 
and extension of water injection system 

 Continuation  of  the  reconstruction  of  Central  Processing 
Station (CPS) 

 Completion  of  power  generation  plant  for  the  utilization  of 
associated gas 

2013  Dev  48.1 

 Drilling of 31 producing and 9 injection wells  
 Finalization of the reconstruction of CPS 
 Extension  of  gathering,  water  injection  and  power  supply 
system in line with the entry of new wells 

  

Matjushkinsky 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  14.2 
 Drilling  of  2  exploration  wells  (Prikoltogorskoye  and 
Kedrovskoye structures), acquisition of 475 km 2D seismic 

Dev  70.6 

 Drilling 16 production wells on S‐Ledovoye field 
 Completion of oil treatment facility on S‐Ledovoye (3rd stage)

 Drilling 9 production wells on Kvartovoye field 
 Construction of S‐Ledovoye – Matjushkinskoye oil pipeline (40 
km) 

 Construction of oil treatment facility and power generators on 
Kvartovoye field 

2013‐2015  Exp  

2013: 
11.1 
2013‐
2015: 
38.6 

 Further testing of Verkhne‐Laryeganskoye‐201, Kedrovskaya–
105, and Prikoltogorskoye‐127 exploration wells  

 Drilling  2  wildcat  exploration  wells  (2013:  Verkhne‐
Koltogorskaye‐125, 2014: Zapadno‐Kedrovaya‐121) 

 Drilling Prikoltogorskoye 129 appraisal well in 2015 
 Acquisition, processing and interpretation of 1000 km 2D 

2013  Dev  9.2 
 Infrastructure  works  to  upgrade  oil  treatment  and  waste 
management facilities  

 Recompletion of 11 producing wells to water injection well 
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Surgut‐7 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Exp  1.6   Preparation work for 2013, road construction 

2013  Exp   5.5 
 Hydro  fracturing, well  logging,  pilot  operation  of  two wells 
(Ayskaya 1, Atayskaya 2) 

 3D seismic result reinterpretation 

 

Yerilkinsky 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Exp  0.1   Acquisition cost and preparation work for 2013 

2013  Exp   4.0   79 km2 3D seismic acquisition 

 

 
IV. 6 Kazakhstan 
 

 

MOL has interests in two blocks in Kazakhstan. Significant gas – condensate discovery was reached 

in recent years (gross field size, 100%: ~ 200 Mmboe reserves) in case of the Federovsky Block. The 

development of the  field could support MOL’s production with additional 10‐15 mboepd  in mid‐

term, while North‐ Karpovsky Block  is a high‐risk high‐reward portfolio element  in the vicinity of 

Federovsky  with  significant  recoverable  resource  potential  (49%:  120  MMboe),  which  will  be 

tested first time in 2013. 

In  the  Kazakh  Federovsky  Block MOL  has  been working  together with  its  partners  since  2004. A 

significant  discovery  has  been made  in  2008  and  2009 with  two  successful  appraisal wells which 

proved  commercial gas and  condensate  reservoirs  in  the Rozhkovsky  field  structure. MOL aims  to 

drill and provide  the necessary number of producing wells  till  the  start of  the early production  in 
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2015 for a minimum of 1.5 MMcm raw gas per day, 6,000 bbl per day condensate and 200 ton/day 

LPG production capacity (1st phase of development). 

In  2012 MOL  acquired  49%  non‐operated  interest  in North‐Karpovsky  Block  in West‐Kazakhstan. 

Since 2006, 1,027 km 2D and 300 km2 3D  seismic have been acquired  in  the area. This extensive 

seismic programme has proved  the existence of multiple prospects. The Work Program consists of 

drilling 2 firm wells, and 2D/3D seismic acquisition and two optional wells till the end of 2014. Out of 

the prospects two were selected for drilling in 2012‐2013, Melovoye and Orlovskoye. Drilling of two 

optional  wells  depends  on  the  results  of  the  firm  exploration  wells,  and  the  results  of  seismic 

acquisition of 2013.  

Federovsky 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp 

& 

Dev 

9.2 

 Drilling of one appraisal well (RZK U‐26) ‐ ongoing 
 Testing of one well (RZK U‐23) 
 3D seismic reprocessing 

 FEED study preparation; waste gas reinjection study 

2013 

Exp 

& 

Dev 

31.3 

 Complete the drilling of one appraisal well (RZK U‐26) 

 Drilling of two appraisal wells (RZK U‐11, RZK U‐24) 
 Testing of five wells (U‐22, U‐21, U‐26, U‐24,  U‐11) 
 Reservoir modelling 

 EPCC  detailed  design  regarding  to  the  future  production 
facilities 

 

North Karpovsky 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Exp  53.4   Drilling of one exploration well (SK‐1) – ongoing 
 CAPEX contains the acquisition costs 

2013  Exp   31.8 

 Complete the drilling of one exploration well (SK‐1) 

 Drilling of one exploration well (SK‐2) 
 Testing of one well (SK‐1) 
 3D seismic acquisition (conditional) 
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IV. 7 Pakistan  
 

 
Pakistan  has  good  potential  to  support  production  growth  on mid‐term.  The  gradual  growth  is 
expected up to 12‐14 mboepd due to field development of recent years’ discoveries. The country 
will contribute to the profit in a higher extent as a result of the oil/condensate discoveries. 
 

MOL is the operator of the Pakistani TAL Block consortium. Since 1999 the consortium has made 6 
discoveries.  In 2013, exploration, appraisal, early development and field development will continue 
with  the  identification of  further exploration upside  in  the block. New reserves are expected to be 
booked in 2013. 
Karak  Block  was  granted  to Mari  Gas  Company  Limited  (MGCL,  currently MPCL)  in  2005. MOL 
Pakistan  farmed  into  the  block  in  2008.    Oil  discovery  has  been made  in  2011  by  the  Halini‐1 
exploration well. The aim of the next years’ program  is to get more  information about the size and 
reserves and also  to define  further  inventory prospects close  to  the oil  fields.  In  the Margala and 
Margala  North  blocks  MOL  acquired  2D  seismic  in  order  to  confirm  the  existence  of  drillable 
prospects. 
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TAL 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  8.5 

 Drilling  and  completion  of  appraisal  wells  (MamiKhel‐2, 
Maramzai‐2) and continuing the early production (MamiKhel‐1, 
Maramzai‐1). 

 Production  of Makori  East‐1&2 wells  by  tying  them  into  the 
Makori early production facility (EPF) 

 Acquisition  of  157  sq  km  3D  seismic  within  Tolanj  appraisal 
project. Acquisition of 398 sq km 3D and 205 km of 2D seismic 
regarding the upside exploration potential  

Dev  7.2 

 Continue production via existing Processing Facilities  
 Start drilling of a new production well (Manzalai‐10), and tie‐in 
of Manzalai‐9 well to CPF. 

 Augmentation of Makori EPF capacity to 28 MMscfd gas, 7800 
bbld condensate.  

 Award  and  implement  the  Engineering,  Procurement, 
Construction  and  Commissioning  (EPCC)  contract  in  order  to 
construct  150  MMscfdgas,  20000  bbld  oil,  10000  bpd  of 
condensate, 400 to/d LPG capacity Makori Gas Plant. 

2013 

Exp  3.1 

 Continue  exploring  the  remaining  upside  potential  by 
acquisition, processing and interpretation of 398 sqkm new 3D 
in order to clarify the locations of new exploration wells  

 Drilling of two exploration wells is planned: Kot‐1 and Malgin‐1 
(eastern part of Tal Block). 

 Tolanj appraisal project: Finalisation and  interpretation of new 
3D  seismic  acquisition  (157  sqkm),  with  the  aim  of  defining 
more  accurate  the  structure  model,  and  to  get  more 
information about the size and reserves of the discovery.  

 Upon  the  results of  interpretation  the  location(s) of  appraisal 
well(s) have to be defined in year 2013 followed by drilling(s) in 
2014‐2015.

Dev  23.5 

 Continue  construction  of  additional  train  (150  MMscfdgas, 
20000  bbld  oil,  10000  bpd  of  condensate,  400  to/d  LPG 
capacity,  total:  ~60000  boepd)  at  Central  Processing  Facility 
which  will  process  the  rich  gas  fields  (Makori,  Makori  East, 
Mamikhel). Commissioning of  this new Makori Gas Processing 
Facility should closed by end 2013. 

 Submission of Field Development Plans concerning Makori East, 
Mamikhel  and Maramzai  fields, based on Reserve Certificates 
elaborated by a third independent company.  

 Tie‐in of Mamikhel‐2 and Maramzai‐2 wells to CPF. 
 Finish  the drilling,  testing,  completion  and  tie‐in of  two wells 
(Manzalai‐10, MakoriEast‐3)

 

Karak 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Exp  1.9 
 Acquisition  of  330  sqkm  3D  seismic  on  Halini  structure, 
expected to be finished by mid 2013.  

 Early production activities of Halini‐1 well. 

2013  Exp  9.6 

 Continue  the  330  sqkm  3D  seismic  acquisition  over  Halini 
discovery, and additional 177 km  firm + 88 km  contingent 2D 
seismic  acquisition  is planned  to  explore  the upside potential 
with the aim of identification of new drillable objects. 

 EWT of Halini‐1 well is planned to be continued with increased 
daily oil production (1300‐1500 bbld). 
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Margala, Margala 

North 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Exp  3.5 
 Processing of recently acquired 150 km 2D seismic  in order to 
confirm the existence of a drillable prospect.  

2013  Exp  1.4 

 Processing  and  interpretation  of  recently  acquired  150km  2D 
seismic to confirm the identified lead in Margala North Block in 
order to decide on drilling or relinquishing the blocks. In case of 
committing the drilling, start the field works at the wellsite. 

 

IV. 8 Oman 
 

 
 
In  Oman MOL  has  interest  in  two  blocks.  Both  of  them  are  high‐risk  high‐reward  exploration 
blocks,  the exploration  in Oman 66 block  is  targeting at  least 200 MMboe  recoverable  resource 
potential (unrisked). 
  
In  2006 Oman  43B  Exploration  and  Production  Sharing Agreement was  signed,  the  Royal Decree 
issued and the operation started. 1044 km old 2D data was reprocessed, 993 km new 2D lines were 
acquired, processed and interpreted in 2008‐09. The new seismic data acquired in 2010 validated the 
previous model. The location of the first exploratory well was determined earlier, but the execution 
of the drilling was postponed due to the global financial crisis. The drilling of Haw‐1 exploration well 
was started at the end of 2012, the test result is expected in 2013, which will determine the future of 
the project. The other exploration block is Oman 66. In April 2011 MOL was awarded the exploration 
concession, which was offered by the Ministry of Oil and Gas (MOG) in the 2010 Bid Round, however 
the  official  signing  of  the  Exploration  and  Production  Sharing  Agreement  with  MOG  has  been 
concluded on September 9, 2012. The aim of the 2013 work program is to acquire new seismic data 
(2D/3D) to define drillable prospects. 
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43B 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Exp  10.3   Start to drill the Haw‐1 exploratory well (Dec 4, 2012) 
2013  Exp   19.8   Drill, test and evaluate Haw‐1 well 

66 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Exp  5.3 

 The Exploration and Production Sharing Agreement was signed 
in September and was ratified by the Sultan in November 

 CAPEX consists of acquisition spending. 
2013  Exp   6.7   Acquiring new seismic data (2D/3D) 

 
 

IV. 9 Cameroon 
 

 
 
In Cameroon the conducted exploration programmes have not resulted in commercially viable oil 
and  gas  discoveries  yet.  As  a  consequence,  the  exploration  concept was  changed  identifying  a 
drillable object.  In case of success, commercial  level oil production could start at  the end of  the 
decade, supporting long‐term oil production. 
 
MOL has a 40% undiluted working (WI) and paying  interest for the Ngosso Block in Cameroon since 
2007.  The  block  is  operated  by  Addax  Petroleum  Cameroon  Ltd.  In  2010,  after  discovering  sub‐
commercial  oil  and  gas  quantities,  the  exploration  concept  was  changed  to  explore  the  prolific 
Cretaceous  play. MOL’s  aim  is  to  drill  one  deep  well  (Azobe‐1X, min  TD  3,000 m;  spud  date  is 
expected  in  Q2‐Q3  2013).  The  exploration  program  takes  2  years,  while  in  case  of  success  the 
appraisal program will take other 2 years. The development could be expected between 2017‐2022. 

Ngosso 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Exp  4.8   well planning and preparation 

2013  Exp   29.6   drilling of well Azobe‐1X 
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IV. 10 Egypt 
 

 
 
INA holds  interests  in four hydrocarbon concessions  in Western Desert of Egypt.  INA  is operator of 
the  Sidi  Rahman  and  Rizk  Development  Leases  of  the  East  Yidma  Concession,  while  it  has 
nonoperator status in three other concessions (Ras Qattara, West Abu Gharadig and North Bahariya).  
 

Egypt 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  0.2   Expenditures were related to G&A. 

Dev  9.1 

North Bahariya Concession:  

 Exploratory  wells  Rawda  SE‐1  and  Sidra‐2  were  drilled.  In 
addition, six development wells were drilled, and another well 
was  spudded  in  December  2012,  which  is  planned  to  be 
completed in January 2013.  

 West Abu Gharadig Concession:  

 Two oil producer wells were drilled in Q4 2012 and workover 
activities were performed. 

Ras Qattara:  

 Workover operations in order to optimize production. 
Sidi Rahman and Rizk:  

 No drilling activities. Rizk oil  field  started with production  in 
May 2012. 

2013 

Exp   13.7   Drilling and testing of Helal‐1 exploration well (Disouq Block). 

Dev  25.3 

North Bahariya Concession: 

 Six wells are planned to be drilled. 
Ras Qattara Concession: 

 Four wells  (two oil producer  and  two water  injection wells) 
are planned to be drilled. 

East Yidma Concession: 

 Three wells  (two  on  Sidi  Rahman  field  and  one  re‐entry  on 
Rizk field) are planned to be drilled. 

West Abu Gharadig Concession: 

 No firm drilling operations. 
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IV. 11 Angola 
 

 
 
In Angola, MOL Group’s subsidiary, INA is involved in development and production activities on four 
concessions. INA is a non ‐ operating partner with various percentages of investment and production 
sharing.  
 
Block 3/05 & Block 

3/05A 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012  Dev  3.0 

Block 3/05 

 FSO (Floating Storage & Offloading) Terminal Palanca dry dock 
hull repair (to be completed in 2013) 

 Topsides  Facilities  Upgrade  (TFU)  Project  to  increase 
production,  recoverable  reserves,  gas  lift  injection  and 
condensate recovery; to enhance produced water treatment 

Block 3/05A  

 Caco‐Gazela  Development  Area:  Front‐End  Engineering 
Design (FEED) 

 Punja Development Area: FEED. 

2013  Dev  23.6 

Block 3/05 

 Workovers:  Pulling/Snubbing  (Palanca  Development  Area) 
and BUF‐109 well Acid Frac (Bufalo Development Area) 

 FSO Terminal Palanca dry dock hull repair to be completed 

 TFU Project  
Block 3/05A 

 Caco‐Gazela Development Area: Complete FEED. Launch and 
award Engineering Procurement Construction and Installation 
(EPCI)  contract  for  surface  facilities.  Drill  and  complete 
Gazela‐1 well  from  BUFF1  platform  for  first  oil.  Commence 
production. 

 Punja Development Area: Complete FEED. Launch and award 
EPCI  contract  for  surface  facilities. Award  lease  contract  for 
Early Production System (EPS). 
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IV. 12 Syria 
 

 
 
INA signed two PSAs  in Syria and  invested more than USD 1 bn over the  last 14 years.  In 2011, the 
Hayan project  in Syria reached the stage of full development, while continuing exploration work on 
the  Block  Aphamia  resulted  in  two  exploration  wells.  In  2012,  complying  with  the  international 
restrictive measures,  INA was not able  to continue performing  its  regular business operations and 
activities  in  Syria. On  February 26, 2012  INA delivered  the  “force majeure” notice  to  the General 
Petroleum Company of Syria related to the Production Sharing Agreement for the Hayan Block signed 
in 1998 and Production Sharing Agreement for the Aphamia Block signed  in 2004. INA maintains  its 
economic interests and “force majeure” does not mean the termination of the project. 
 

Hayan & Aphamia 
CAPEX 

(USD mn) 
Work Program 

2012 

Exp  0.6 
 There  were  no  exploration  activities  in  2012  due  to  FM 
announcement, only G&A expenses till FM announcement (26 
February) incurred. 

Dev  1.1 
 There  were  no  development  activities  in  2012  due  to  FM 
announcement, only G&A expenses till FM announcement (26 
February) incurred. 

2013 

Exp   ‐ 
 No  exploration  CAPEX  is  planned  for  2013  due  to  FM 
announcement. 

Dev  ‐ 
 No  development  CAPEX  is  planned  for  2013  due  to  FM 
announcement. 

The production on  Syrian  fields  in 2012  lasted only  57 days.  From  26  February 2012  Syrian production was 
stopped due to Force Majeure. 
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Glossary 
  

CAPEX:   Capital Expenditures 
Choke:       A device that is used to control fluid flow rate or downstream system pressure.  
Depth conversion:   The process of transforming seismic data from a scale of time (the domain  in which they are 

acquired)  to  a  scale  of  depth  to  provide  a  picture  of  the  structure  of  the  subsurface 
independent of velocity.  

Dry well:  An investigated borehole which does not confirm the existence of a hydrocarbon site or is not 
able to profitably produce crude oil or natural gas. 

EGR:      Enhanced Gas Recovery  
EOR:  Enhanced Oil Recovery. The third stage of hydrocarbon production during which sophisticated 

techniques  that  alter  the  original  properties  of  the  oil  are  used.  Its  purpose  is  not  only  to 
restore formation pressure, but also to improve oil displacement or fluid flow in the reservoir. 

EWT:  Extended Well Test  
Field development:  Process  of  implementing  surface  and  sub‐surface  facilities  necessary  for  the  recovery  of 

hydrocarbon reserves. 
IOR:      Increased Oil Recovery  
Magneto telluric test:   An  electromagnetic method  used  to map  the  spatial  variation  of  the  Earth's  resistivity  by 

measuring naturally occurring electric and magnetic fields at the Earth's surface. 
NFW:  New  Field Wildcat. Well  far  from  other  producing  fields  and  on  a  structure  that  has  not 

previously produced hydrocarbon. 
Proved reserves:  Those quantities of petroleum, which by analysis of geosciences’ and engineering data, can be 

estimated  with  reasonable  certainty  to  be  commercially  recoverable,  from  a  given  date 
forward, from known reservoirs and under defined economic conditions, operating methods, 
and government regulations.  

Probable reserves:  Those additional reserves which analysis of geosciences’ and engineering data indicate are less 
likely  to be  recovered  than Proved  reserves but more certain  to be  recovered  than Possible 
Reserves.  

Resources:  Or recoverable resource potential. Those quantities of petroleum which are estimated, as of a 
given date, to be potentially recoverable from undiscovered accumulations. 

Risked resources:  Product of the estimated resources quantity and the associated chance of discovery.  
SPE:      Society of Petroleum Engineers  
Unconventional gas  Unconventional  gas  is  any  gas  resource  discovered  in  non‐traditional  geological  structures, 

where the reservoir is also the source rock. This category includes tight gas, basin centred gas 
accumulations,  gas  hydrates,  coalbed  methane  and  shale  gas.  These  resources  share  a 
common  characteristic,  namely  they  typically  represent  huge  volumes  of  gas‐in‐place 
(significantly more than in traditional reservoirs), but production is more capital intensive and 
flow rates are significantly lower than those of conventional reservoirs 

Unrisked resources:  Resources without taking into consideration the exploration risk (probability of success)  
 
Abbreviations 

boe:      Barrel of crude oil equivalent 
boepd:      boe per day 
mboepd      Thousand boe per day 
ktoe      Thousand tonnes oil equivalent 
RRP      Unrisked, working interest based recoverable resource potential (P50) 
MMbbl      Million barrel 
MMboe:      Million boe 
MM scf:      Million standard cubic feet 
MM scfpd:     Million standard cubic feet per day 

 
Partners (Abbreviations) 

GKPI      Gulf Keystone Petroleum International 
PPL      Pakistan Petroleum Limited 
OGDCL      Oil and Gas Development Company  
POL       Pakistan Oilfields Limited 
GHPL       Government Holding Private Limited 
KMG EP       KazMunaiGas Exploration Production 
FIOC       First International Oil Corporation  
EP       Expert Petroleum 
IEOC       International Egyptian Oil Company  
AJOCO       Angola Japan Oil Company  
NIS       Naftna Industrija Srbije  
IPR       Improved Petroleum Recovery 
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Disclaimer 

 
"This drilling update contains forward‐looking statements.  These statements are naturally subject to 
uncertainty and changes  in circumstances.  Those forward‐looking statements may  include, but are 
not limited to, those regarding capital employed, capital expenditure, cash flows, costs, savings, debt, 
demand,  depreciation,  disposals,  dividends,  earnings,  efficiency,  gearing,  growth,  improvements, 
investments, margins, performance, prices, production, productivity, profits, reserves, returns, sales, 
share buy backs, special and exceptional items, strategy, synergies, tax rates, trends, value, volumes, 
and  the  effects  of MOL merger  and  acquisition  activities.    These  forward‐looking  statements  are 
subject to risks, uncertainties and other factors, which could cause actual results to differ materially 
from those expressed or implied by these forward‐looking statements.  These risks, uncertainties and 
other  factors  include,  but  are  not  limited  to  developments  in  government  regulations,  foreign 
exchange rates, crude oil and gas prices, crack spreads, political stability, economic growth and the 
completion  of  ongoing  transactions.   Many  of  these  factors  are  beyond  the  Company's  ability  to 
control  or  predict.    Given  these  and  other  uncertainties,  you  are  cautioned  not  to  place  undue 
reliance on  any of  the  forward‐looking  statements  contained herein or otherwise.    The Company 
does  not  undertake  any  obligation  to  release  publicly  any  revisions  to  these  forward‐looking 
statements (which speak only as of the date hereof) to reflect events or circumstances after the date 
hereof  or  to  reflect  the  occurrence  of  unanticipated  events,  except  as  maybe  required  under 
applicable securities laws. 
  
Statements and data contained in this material, which relate to the performance of MOL in this and 
future years, represent plans, targets or projections." 
 


