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ARE	 Agencja Rynku Energii 
CCGT	 Blok gazowy w układzie gazowo-parowym  
	 (and. Combined Cycle Gas Turbine) 
CHP	 Elektrociepłownie (ang. combined heat-and-power) 
EE	 Energia Elektryczna  
ESP	 Elektrownia Szczytowo-Pompowa 
GHG	 ang. Greenhouse Gases – gazy cieplarniane 
IND	 Przemysłowe jednostki wytwórcze 
JWCD	 Jednostki wytwórcze centralnie dysponowane 
KE	 Komisja Europejska 
KPEiK	 Krajowy plan na rzecz energii i klimatu na lata 2021-2030 
KSE	 Krajowy System Elektroenergetyczny 
MPZP	 Miejscowy plan zagospodarowania przestrzennego 
OOŚ	 Ocena oddziaływania na środowisko 
OZE	 Odnawialne źródła energii 
PEP2040	 Projekt Polityki Energetycznej Polski do 2040 r. 
PGE	 Polska Grupa Energetyczna 
PPEJ	 Program Polskiej Energetyki Jądrowej 
PRSP	 Plan rozwoju w zakresie zaspokojenia obecnego i przyszłego 
	 zapotrzebowania na energię elektryczną na lata 2021-2030 
PSE	 Polskie Sieci Elektroenergetyczne 
PV	 Fotowoltaika 
RED	 Dyrektywa Parlamentu Europejskiego i Rady Europy o użyciu  
	 energii ze źródeł odnawialnych, 2009/28/EC,  
	 ang. Renewable Energy Directive 
SRMC	 ang. Short-Run Marginal Cost – koszt krańcowy 
	 produkcji energii elektrycznej 
UE	 Unia Europejska
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Dalsze uzależnienie polskiej elektroenergetyki od węgla doprowadzi do 
wzrostu rocznych rachunków za energię elektryczną dla gospodarstw 
domowych o 264 zł w 2022 r. (mimo uwzględnienia tarczy antyinflacyjnej) 
i nawet 800 zł w latach 2030-2040 względem 2021 r.

Podniesienie ambicji dotyczących rozwoju OZE względem rządowej Poli-
tyki Energetycznej Polski do 2040 r. (PEP2040) zgodnie z propozycją Instrat 
pozwoliłoby na ograniczenie tych podwyżek i uzyskanie przez gospodarstwa 
domowe oszczędności rzędu 500-780 zł rocznie w latach 2030-2040. 

Ambitne tempo rozwoju OZE będzie wymagało zwiększenia wydatków na 
infrastrukturę sieciową oraz poniesienia dodatkowych kosztów systemo-
wych. W latach 2021-2040, inwestycje w sieci dystrybucyjne muszą wzro-
snąć ze 180 mld zł w scenariuszu bazowym (czyli zgodnym z założeniami 
PEP2040) do 238 mld zł w scenariuszu Instrat. Inwestycje w sieci przesyłowe 
są w scenariuszu Instrat o 10 mld zł wyższe niż w scenariuszu PEP2040. 
Przyczyni się to do istotnego wzrostu taryfy dystrybucyjnej, potęgowanego 
także przez wyższe koszty systemowe. Łącznie, składnik dystrybucyjny 
taryfy wzrośnie w scenariuszu Instrat o 0,1 zł/kWh w latach 2021-2040 r. 
podczas gdy w scenariuszu PEP2040 zmaleje poniżej poziomu obecnego.

Wzrost kosztów systemowych kompensowany jest niższymi kosztami ener-
gii z OZE, więc w latach 2030-2040 łączna taryfa dla gospodarstw domo-
wych jest w scenariuszu Instrat o ok. 0,2 zł/kWh niższa niż w scenariuszu 
PEP2040.

Inwestycje w infrastrukturę sieciową są w niewystarczającym stopniu finan-
sowane ze środków UE - w ostatnich latach było to jedynie ok. 2 proc. inwe-
stycji OSD i 25 proc. OSP. Podjęcie i terminowa realizacja wielu niezbędnych 
projektów sieciowych będą więc wymagały większej skali finansowania. 

Krajowy System Elektroenergetyczny czeka szereg wyzwań związanych z 
wyłączaniem z eksploatacji przestarzałych bloków węglowych. PEP2040 
nie adresuje wynikającej z tego luki w bilansie mocy, występującej już w 
tej dekadzie. Jakiekolwiek opóźnienia Programu Polskiej Energetyki Jądro-
wej i realizacji jednostek gazowych doprowadzą do niedoborów mocy w 
latach 2035 i 2040. Dynamiczny rozwój OZE pozwala na wypełnienie luki 
wytwórczej skutkując znacząco większą mocą dyspozycyjną w szczytach 
zapotrzebowania.

Podsumowanie  
i kluczowe rekomendacje
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Zmienność produkcji energii z OZE nie stanowi zagrożenia dla bilansowania 
KSE. Przy proponowanej docelowej strukturze miksu energetycznego nie 
występują momenty zupełnego braku produkcji energii z wiatru i słońca. 
Przez ponad 4000 godzin w roku (47 proc. czasu) wiatr i słońce mogłyby 
pokryć całość zapotrzebowania na energię elektryczną.

Bardzo wysoki udział OZE w miksie energetycznym nie prowadzi do zwięk-
szenia zależności Polski od importu energii. W 2040 r., wolumen importu 
spada do 7 TWh - niemal o połowę względem 2020 r. Tylko w ciągu 44 
godzin w roku (czyli łącznie mniej niż dwie doby) chwilowy import netto jest 
powyżej obecnie notowanych maksimów. Maksymalny moc importu netto 
w 2040 r. wynosi 5,5 GW - co stanowić będzie 69 proc. przepustowości 
połączeń transgranicznych, niemal dokładnie tyle ile obecnie (67 proc.).

Scenariusz Instrat, mimo udziału OZE w miksie elektroenergetycznym 
wynoszącego 71 proc. w 2030 r. i 83 proc. w 2040 r. pozwala na bilanso-
wanie KSE bez znaczącego wzrostu mocy gazowych w perspektywie 2030 - 
zakłada się jedynie realizację projektów, które już mają umowy mocowe - w 
Ostrołęce C i Dolnej Odrze. W latach 2035-2040, wymagany poziom rezerwy 
mocy zapewniają m.in. jednostki OCGT i CCGT na zielony wodór.

Napięta sytuacja na rynku surowców w drugiej połowie 2021 r. wprowadziła 
temat bezpieczeństwa energetycznego do powszechnej dyskusji w Europie 
i w Polsce. Od wielu lat eksperci ostrzegają, że uzależnienie Polski od węgla, 
a w kolejnych latach od gazu, będzie miało niekorzystny wpływ na bezpie-
czeństwo dostaw energii oraz jej ceny dla odbiorców końcowych. Ta wizja 
wydaje się materializować szybciej niż zakładali to rządzący, a podwyżki cen 
energii elektrycznej planowane na 2022 r. w połączeniu z rekordową infla-
cją mogą mieć niezwykle dotkliwe skutki dla obywateli. Aby uchronić Polki 
i Polaków przed długotrwałym zagrożeniem bezpieczeństwa energetycz-
nego w postaci zarówno luki w bilansie mocy, jak i niezwykle wysokich cen, 
konieczne jest podjęcie działań zaradczych, wśród których można wyróżnić:

• Natychmiastowe odblokowanie rozwoju energetyki wiatrowej na 
lądzie, terminowa realizacja morskich farm wiatrowych, zapewnie-
nie stabilnego wzrostu mocy zainstalowanych w fotowoltaice;

• Stworzenie zachęt dla rozwoju magazynów energii, a także roz-
poczęcie dyskusji o przyszłości rynku mocy lub innego mechanizmu 
stymulującego inwestycje w dyspozycyjne jednostki wytwórcze 
o niskiej utylizacji, pełniące rolę szczytowych;

• Ogłoszenie planu wyłączeń węglowych jednostek wytwórczych, 
wraz z przygotowaniem mechanizmu rezerwy mocy na okres po 
wygaśnięciu obecnych kontraktów mocowych;

• Zapewnienie odpowiedniego wsparcia finansowego dla operatorów 
sieci dystrybucyjnych i przesyłowej, prowadzącego do natychmi-
astowego zwiększenia dostępnych mocy przyłączeniowych. Część 
z tego celu można osiągnąć poprzez zwiększenie liczby projektów 
finansowanych ze środków unijnych;
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• Zwiększenie transparentności taryf, uproszczenie opłat, jawność 
tego, na co wydawane są poszczególne komponenty taryfy;

• Zaktualizowanie PEP2040 uwzględniając aktualne realia eko-
nomiczne, dostępny potencjał OZE i trendy rynkowe, oraz unijne 
cele klimatyczne.

Zmiana kierunku działań z pro-węglowych na wspierające odnawialne 
źródła energii pozwoli polskim gospodarstwom domowym na osiągnięcie 
setek złotych oszczędności rocznie, co jest niezwykle istotne w czasach 
powszechnego wzrostu cen towarów. Ta panująca obecnie “drożyzna” 
będzie narastać jeśli będzie dalej uzależniać gospodarkę od drogich paliw 
kopalnych, a jedynym sposobem jej uniknięcia jest szybka zmiana struktury 
miksu energetycznego na bardziej zielony.

Rysunek 1. Roczne koszty energii elektrycznej dla gospodarstwa domowego [PLN]
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Niniejsza publikacja jest ostatnią z serii trzech analiz Fundacji Instrat wyka-
zujących, że Polska nie tylko może, ale również powinna wziąć aktywny 
udział we wspólnotowym wysiłku na rzecz dekarbonizacji elektroenergetyki. 
Działania te niosą za sobą szereg korzyści dla polskiej gospodarki i obywateli 
i prowadzą do zwiększenia bezpieczeństwa energetycznego kraju.

Bezpieczeństwo energetyczne, definiowane jako nieprzerwana dostępność 
energii po przystępnej cenie, jest podstawą sprawnego funkcjonowania 
światowych gospodarek. Pozwala ono na zwiększanie dobrobytu obywa-
teli oraz na rozwój państwa poprzez wzrost konkurencyjności przemysłu 
i firm. Dlatego właśnie gwarancja stabilnych dostaw energii stała się jed-
nym z kluczowych punktów polityk społeczno-ekonomicznych, a jej rola 
wzrasta w obliczu strukturalnych zmian związanych z potrzebą osiągnięcia 
neutralności klimatycznej. Integracja zielonej energii prowadzi do gruntow-
nych zmian w systemie energetycznym, które wymagać będą inwestycji 
nie tylko w same źródła wytwórcze, ale również w infrastrukturę sieciową. 
Z drugiej strony, to właśnie szeroka adaptacja odnawialnych źródeł energii 
(OZE) jest najlepszym sposobem na poprawę bezpieczeństwa energetycz-
nego kraju. Napędzany redukcją kosztów OZE zielony miks energetyczny 
w Polsce sprawi, że ceny energii elektrycznej spadną, podobnie jak wolumen 
importowanej energii. W wyniku tego poprawi się konkurencyjność polskich 
przedsiębiorstw, a jednocześnie powstaną liczne zielone miejsca pracy.

W pierwszych dwóch publikacjach cyklu pt. “Droga do celu. Odejście od 
węgla w polskiej elektroenergetyce” (Czyżak, Wrona, 2021) oraz “Co po 
węglu? Potencjał OZE w Polsce” (Czyżak, Sikorski, Wrona, 2021) wykazali-
śmy, że w 2030 r. w Polsce możliwe jest osiągnięcie ponad 70 proc. udziału 
OZE w wytwarzaniu energii elektrycznej. Jest to poziom znacznie przewyż-
szający nierealistyczne i niezgodne z rynkowymi realiami założenia rządo-
wej Polityki Energetycznej Polski do 2040 r. (PEP2040), zgodnie z którymi 
Polska ma w ciągu najbliższej dekady osiągnąć jedynie 32 proc. OZE w mik-
sie elektroenergetycznym. Szybsza niż planowana przez rząd dekarboniza-
cja elektroenergetyki będzie wymuszona nie tylko przez potrzeby unijnej 
polityki klimatycznej, ale przede wszystkim przez konieczność wyłączania 
z eksploatacji przestarzałej i nie-ekonomicznej węglowej floty wytwórczej. 
Dlatego też, konieczne jest sporządzenie realistycznego planu inwestycji 
w infrastrukturę sieciową, dopasowanych do tempa już zachodzących zmian 
rynkowych, a nie je hamujących.

Niniejsza publikacja uzupełnia poprzednie dwie o brakujący element ukła-
danki. Jej celem jest przyjrzenie się tematom związanym z bezpieczeń-
stwem energetycznym w jego dwóch odsłonach – pierwszej, związanej 

1. Wprowadzenie
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z bilansowaniem krajowego systemu elektroenergetycznego (KSE) oraz 
drugiej, dotyczącej przystępności cen energii dla odbiorców końcowych, 
w szczególności gospodarstw domowych. W raporcie badano więc wszyst-
kie komponenty taryf energetycznych, zwracając także uwagę na dodatkowe 
koszty systemowe i sieciowe związane z rosnącym udziałem OZE w miksie 
energetycznym i pozwalające na bezpieczne bilansowanie KSE.

Wyniki analizy wskazują, że mimo potrzeby większych niż w PEP2040 inwe-
stycji w infrastrukturę sieciową oraz konieczności poniesienia dodatkowych 
kosztów systemowych, realizacja scenariusza Instrat prowadzi do znacz-
nie niższych niż w scenariuszu PEP2040 taryf za energię elektryczną dla 
gospodarstw domowych już w latach trzydziestych. Z drugiej strony, próba 
zatrzymania zielonej transformacji i realizacja rządowej strategii energe-
tycznej przełoży się na drastyczny wzrost cen energii elektrycznej w Polsce. 
Wybór preferowanej ścieżki rozwoju polskiej elektroenergetyki wydaje się 
więc jasny.

Warto zauważyć, że część postulatów wskazanych w poprzednich raportach 
Instratu z cyklu poświęconego odejściu od węgla w polskiej elektroener-
getyce jest już realizowana. Przyjęta niedawno Polska Strategia Wodorowa 
proponuje ambitne cele wdrażania elektrolizerów do 2030 r., co będzie 
miało korzystny wpływ na zarządzanie nadwyżką zielonej energii i poten-
cjalnie przyspieszy dekarbonizację innych sektorów gospodarki. Podążając 
za głosem ekspertów, Minister Klimatu i Środowiska p. Anna Moskwa zapro-
ponowała przyspieszenie aktualizacji PEP2040, dołączyła także do globalnej 
deklaracji o odejściu od węgla podczas szczytu klimatycznego COP26. MKiŚ 
postuluje także zwiększenie transparentności taryf, co ułatwi społeczeń-
stwu kontrolowanie kosztów i przychodów sektora elektroenergetycznego. 

Przed polską elektroenergetyką jeszcze daleka droga do dekarbonizacji, jed-
nak dynamika postępujących zmian jest ogromna, a węglowe status quo 
upada szybciej, niż można byłoby sądzić jeszcze kilka lat temu. Wyzwania 
związane z gwałtownym rozwojem OZE są ogromne, ale korzyści dla oby-
wateli znacznie przewyższają dodatkowe koszty.
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2.1. Składniki cen energii 

Ceny energii elektrycznej są kształtowane przez działania każdego z akto-
rów aktywnych na rynku energii elektrycznej. W przypadku Polski, głów-
nymi aktorami są: wytwórcy energii elektrycznej, spółki obrotu, operator 
sieci przesyłowej (OSP) – Polskie Sieci Elektroenergetyczne oraz operatorzy 
systemów dystrybucyjnych (OSD). To dzięki nim energia jest wyproduko-
wana i trafia do odbiorców końcowych (Rys. 1). Wytwórcy energii – właści-
ciele elektrowni – są odpowiedzialni za wytwarzanie energii elektrycznej ze 
źródeł takich jak np. węgiel kamienny i brunatny czy energia odnawialna. 
Wytwórcy sprzedają energię spółkom obrotu, które następnie sprzedają 
ją odbiorcom końcowym. Sprzedaż energii spółce obrotu jest warunkiem 
koniecznym do wprowadzenia energii elektrycznej do sieci przez wytwórcę 
energii, a gdy to się stanie, jest ona rozprowadzana siecią przesyłową i dys-
trybucyjną do odbiorców końcowych. Spółki obrotu są więc odpowiedzialne 
za sprzedaż energii odbiorcy końcowemu, a operatorzy sieci przesyłowych 
i dystrybucyjnych za jej dostarczenie od wytwórcy do konsumenta. Ci drudzy 
odpowiadają również m.in. za bilansowanie systemu, zapewnienie bezpie-
czeństwa dostaw czy usuwanie awarii linii energetycznych, za co otrzymują 
wynagrodzenie będące częścią rachunku za energię elektryczną. Powyższe 
procesy są regulowane i nadzorowane przez Prezesa Urzędu Regulacji Ener-
getyki (URE). Jest on centralnym organem administracji rządowej odpo-
wiedzialnym za realizację zadań z zakresu gospodarki paliwami i energią, 
a w jego kompetencjach leży m.in. udzielanie i cofanie koncesji na sprzedaż 
i dystrybucję energii, zatwierdzanie wysokości oraz okresu obowiązywania 
taryf dla gospodarstw domowych, a także kontrola spełniania wynikających 
z przepisów obowiązków przez uczestników rynku. 

2. Kształtowanie taryf 
energetycznych dla 
gospodarstw domowych 
w perspektywie 2040
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Rysunek 2. Proces dostarczania energii elektrycznej

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Co do zasady, przyłączony do sieci odbiorca końcowy korzysta z usług 
OSD, gdyż to właśnie oni są właścicielami sieci średnich i niskich napięć 
(15kV – 400V), którymi dostarczana jest energia elektryczna do odbiorców 
końcowych. Jednak zanim energia tam trafi, jest ona przesyłana liniami 
najwyższego napięcia (400 i 220kV) ze źródła wytwórczego do stacji trans-
formatorowej – za co odpowiedzialni są OSP (w przypadku Polski są nimi 
Polskie Sieci Elektroenergetyczne). W stacji transformatorowej następuje 
zmiana poziomu napięć pozwalająca na dalszą dystrybucję energii przez 
OSD, najpierw przez linie dystrybucyjne wysokich napięć (110kV) do kolej-
nej stacji transformatorowej, a następnie liniami średnich i niskich napięć 
(15kV – 400V) do odbiorców końcowych (Rys. 3).
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Rysunek 3. Przesył i dystrybucja energii elektrycznej od wytwórcy do odbiorcy końcowego

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Każdy z wyżej wymienionych aktorów ponosi koszty, które kształtują ceny 
energii elektrycznej dostarczanej odbiorcom końcowym. Strukturę kosztów 
można podzielić na część należną spółce obrotu oraz tę należną OSD, w tym 
podatki i opłaty. 
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Komponent obrotowy/sprzedaży energii

Jest to suma wszystkich kosztów (zmiennych i stałych) ponoszonych przez 
spółkę obrotu przy zakupie i sprzedaży energii elektrycznej odbiorcy koń-
cowemu. Są to:

• opłata za energię czynną: opłata za wytworzenie energii (opłata 
zmienna). Zakup energii dokonywany jest na giełdzie energii 
lub od wytwórcy energii na podstawie umowy dwustronnej 
tzw. bilateralnej, a środki finansowe trafiają bezpośrednio 
do wytwórcy energii lub innej spółki obrotu;

• podatek akcyzowy: podatek od sprzedaży energii elektrycznej, 
zależny od ilości konsumowanej energii (stawka zmienna za MWh). 
Stawka akcyzy z tytułu sprzedaży energii elektrycznej została 
obniżona w 2019 r z 20 zł/MWh do obecnie obowiązujących 
5 zł MWh1.

• kolorowe certyfikaty – głównie zielone certyfikaty: opłaty 
w ramach mechanizmu wspierającego wytwarzanie energii 
z OZE – świadectwa pochodzenia energii elektrycznej (opłata 
zmienna zależna od ilości wyprodukowanej energii). Obowiązek 
OZE w wytworzonej energii elektrycznej jest obecnie na poziomie 
19,5 proc. a w 2022 r. ma zostać obniżony do 18,5 proc..

• VAT: podatek z tytułu sprzedaży energii elektrycznej 
o wysokości 23 proc.2 

Komponent dystrybucyjny

Opłata za dostarczanie energii elektrycznej do odbiorcy sieciami przesyło-
wymi i dystrybucyjnymi (URE, 2019).

• składnik zmienny stawki sieciowej: związany z kosztami dystrybucji 
energii elektrycznej. Wysokość opłaty zależy od ilości zużytej 
przez odbiorcę energii (zł/kWh). Opłata ta pokrywa również koszty 
zakupu dodatkowej energii przez dystrybutora, w celu pokrycia 
strat sieciowych

• składnik stały opłaty sieciowej: związany z kosztami stałymi 
utrzymania i funkcjonowania infrastruktury sieciowej (zł/msc). 
Kwota zależy od rodzaju taryfy i dystrybutora

• opłata jakościowa: opłata za utrzymanie parametrów energii 
elektrycznej i równowagi systemu elektroenergetycznego, zależna 
od zużycia (zł/kWh) 

1	 W 2022 r. obniżona do 0 zł/MWh w ramach tzw. tarczy antyinflacyjnej.

2	 W okresie styczeń-marzec 2022 r. obniżony do 5 proc. w ramach tzw. tarczy antyinflacyjnej.
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• opłata kogeneracyjna: opłata za zapewnienie dostępności energii 
elektrycznej w wysokosprawnej kogeneracji w krajowym systemie 
elektroenergetycznym (zł/MWh). Od momentu wprowadzenia jej 
wysokość była marginalna, w 2021 r. wynosi 0 zł/MWh, od 2022 r. 
planowana jest podwyżka do 4,06 zł/MWh;

• opłata OZE: związana ze wspieraniem mechanizmów 
i instrumentów wytwarzania energii elektrycznej z OZE 
i zapewnieniem jej dostępności w systemie elektroenergetycznym. 
Stawka zmienna - od 2018 r. wynosiła 0 zł/MWh, w 2021 r. 
wzrosła do 2,2 zł/MWh (URE, 2020a), w 2022 r. ma spaść do  
0,9 zł/MWh;

• opłata przejściowa: związana z kosztami likwidacji kontraktów 
długoterminowych. Stawka stała (zł/msc), lecz w przypadku 
gospodarstw domowych uzależniona od rocznego zużycia energii 
elektrycznej;

• opłata mocowa: opłata za funkcjonowanie rynku mocy, naliczana 
od 2021 r. W przypadku typowych gospodarstw domowych3 
w 2021 r. wynosi 7.47 zł/msc i ma zostać podwyższona do 
9.46 zł msc w 2022 r. 

• opłata abonamentowa: stała opłata za obsługę, serwis itd.;

• VAT: podatek z tytułu sprzedaży energii elektrycznej 
o wysokości 23 proc.4

Każdy z wyżej wymienionych komponentów ma istotny wpływ na końcową 
cenę energii dla gospodarstw domowych. Składnik obrotowy i dystrybu-
cyjny tworzą obecnie po ok. 50 proc. rachunku dla gospodarstw domowych 
(Rys.4). Wysokość składnika obrotowego wzrosła na przestrzeni ostat-
nich dwóch lat (z 0.30 do 0.37 zł/kWh), a sprzedawcy energii elektrycz-
nej ubiegają się o dalsze wzrosty cen taryf na 2022 r. – nawet o 40 proc. 
(Oksińska, 2021). Jest to związane ze wzrostem cen energii na Towarowej 
Giełdzie Energii (czynniki kształtujące ceny wytwarzania energii elektrycz-
nej są opisane poniżej), zagrażającym rentowności spółek obrotu. Trend 
wzrostowy obserwowany jest również w przypadku stawek za dystrybucję. 
Na przestrzeni lat 2019-2022, składnik dystrybucyjny wzrósł z 0.32 zł/kWh 
do 0.37 zł/kWh, a jest to związane m.in. z wprowadzeniem nowych opłat, 
takich jak np. opłata OZE i opłata mocowa. Oczekuje się, że w przyszłości 
opłaty sieciowe ustabilizują się i koszt energii elektrycznej będzie odgrywał 
główną rolę w zmianach taryf (KE, 2020). Jednak zanim to nastąpi, koniecz-
ność przeprowadzenia kosztownych inwestycji w sieci (polskie sieci są stare 
i nieprzystosowane do wymagań transformacji energetycznej, chociażby 

3	 Średnie zużycie energii elektrycznej w gospodarstwach domowych wynosi 2375 kWh/rok 
(GUS, 2019).

4	 W okresie styczeń-marzec 2022 r. obniżony do 5 proc. w ramach tzw. tarczy antyinflacyjnej.
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do dynamicznego rozwoju OZE), przyczyni się do wzrostu cen dystrybucji 
w perspektywie krótko i średnioterminowej. W listopadzie br. URE rozpo-
czął postępowanie ws. stawek opłat dystrybucyjnych i choć rezultat nie jest 
znany w czasie pisania tego raportu, Prezes URE już wskazuje, że w 2022 r. 
najprawdopodobniej ulegną one znacznemu podwyższeniu (URE, 2021a).

Należy zaznaczyć, że w obliczeniach nie uwzględniono jednorazowych 
bonów/rekompensat dla gospodarstw domowych potencjalnie dotkniętych 
ubóstwem energetycznym w 2022 r., wzięto jednak pod uwagę obniżkę 
akcyzy i VAT w ramach tarczy antyinflacyjnej5 w 2022 r. Warto pamiętać, 
że tego typu działania są jedynie doraźnymi narzędziami mitygacji wzrostu 
kosztów energii wynikającego z czynników fundamentalnych (zbyt wyso-
kiego udziału węgla w miksie energetycznym). Skuteczność takich działań 
jest ograniczona i skutkuje jedynie opóźnieniem i spotęgowaniem nieko-
rzystnych efektów dla gospodarki (co w całej okazałości pokazała wielo-
krotnie nowelizowana ustawa o zamrożeniu cen energii z przełomu lat 2018 
i 2019). Podane w raporcie prognozy cen energii w kolejnych latach to ceny 
realne, można się spodziewać, że przy utrzymywaniu się niezwykle wysokiej 
inflacji, nominalne wzrosty cen energii będą wyższe6.

5	 Projekt ustawy o zmianie ustawy o podatku akcyzowym oraz ustawy o podatku od sprzedaży 
detalicznej, UD 315.

6	 Przykładem mogą być koszty inwestycji w rozwój infrastruktury sieciowej, które są silnie 
zależne od silnie rosnących kosztów materiałów i usług budowalnych.
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Rysunek 4. Wysokość składników obrotu i dystrybucji w cenach energii dla gospodarstw  
domowych [PLN/kWh]

Źródło: Opracowanie własne Instrat na podstawie taryf PGE oddział Rzeszów 2018-2021, dla taryfy G11 i gospodarstwa 

domowego konsumującego średnio 2375 kWh energii elektrycznej rocznie (zgodnie z danymi GUS).
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2.2. Czynniki kształtujące taryfy 
dla gospodarstw domowych 

Na kształtowanie taryf wpływa szereg czynników – nie tylko ekonomicznych 
i technicznych, ale też politycznych i społecznych. W szczególności, taryfy 
dla gospodarstw domowych regulowane są przez Urząd Regulacji Energe-
tyki, ich wysokość nie zawsze odpowiada więc warunkom rynkowym, które 
mogą zmieniać się dynamicznie. Poniżej omówiono najważniejsze czynniki 
wpływające na wysokość taryf dla odbiorców indywidualnych w Polsce.

Komponent obrotowy

Taryfę spółki obrotu determinuje przede wszystkim koszt wytwarzania ener-
gii elektrycznej (tzw. koszt krańcowy – Short-Run Marginal Cost, SRMC). 
To ten koszt określa za jaką cenę właściciel elektrowni może sprzedać ener-
gię na rynku spot lub w ramach kontraktu terminowego, aby zapewnić sobie 
wypracowanie zysku. W dalszej kolejności tę energię kupi spółka obrotu, aby 
odsprzedać ją odbiorcom końcowym – gospodarstwom domowym i przed-
siębiorstwom. Obok marży spółki wytwarzania i obrotu, w taryfie zawierać 
się będzie też m.in. koszt pozyskania kolorowych certyfikatów (omówiony 
w dalszej części tekstu) oraz akcyza.

Mechanizm formowania ceny hurtowej na rynku energii określa się mia-
nem merit order. W danej chwili, do systemu włączane są tylko elektrownie 
o sumarycznej mocy odpowiadającej popytowi, uszeregowane w kolejno-
ści od najbardziej efektywnej (konkurują one właśnie kosztem krańcowym) 
(Rys. 5). Cena ustala się na poziomie kosztu krańcowego w ostatniej z włą-
czonych jednostek – mniej efektywnym jednostkom nie opłaca się urucha-
miać produkcji, a bardziej efektywnym nie opłaca się sprzedawać energii 
poniżej ustalonej ceny. Tę cenę nazywa się ceną rozliczeniową (ang. Marke-
t-Clearing Price). Mechanizm merit order wypycha z rynku energii jednostki 
drogie i mało efektywne, w szczególności stare elektrownie węglowe, pre-
miując odnawialne źródła energii o minimalnych kosztach zmiennych.

Z drugiej strony, dopóki do pokrycia popytu konieczne jest uruchomienie 
jednostek węglowych, dopóty to one kształtować będą cenę na rynku. 
Należy więc pamiętać, że węgiel wciąż odpowiada za 70 proc. produkcji 
energii w Polsce (Energy.instrat.pl, 2021a) i to bloki węglowe będą najczę-
ściej ustalały hurtową cenę energii.

W praktyce, w letnim wieczornym szczycie zapotrzebowania sięgającym 
23-24 GW, przy wyłączonych elektrociepłowniach i braku wiatru, konieczne 
może być uruchomienie starych bloków na węgiel kamienny w elektrow-
niach Łaziska, Łagisza, Siersza, Stalowa Wola o niskiej sprawności rzędu 
32 proc. (Stępień, Czyżak & Hetmański, 2021). Koszt ich działania w 2021 r. 
znacząco przekracza 400 zł/MWh, bardzo wysokie ceny notowane są też na 
Rynku Dnia Następnego.
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Najważniejsze składniki kosztów wytwarzania energii w elektrowniach 
węglowych to:

•  cena surowca – węgla kamiennego lub brunatnego 
(wydobywanego przy elektrowni),

• koszt transportu węgla (pomijalny w elektrowniach na węgiel 
brunatny),

• cena uprawnień do emisji CO2,

• pozostałe koszty zmienne eksploatacji elektrowni.

Rysunek 5. Koszty krańcowe bloków węglowych [PLN/MWh]

Źródło: Energy.instrat.pl: https://energy.instrat.pl/power_plants
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Na Rys. 6. przedstawiono strukturę wymienionych kosztów dla bloku na 
węgiel kamienny o sprawności 38 proc, i emisyjności 840 gCO2/kWh7. Histo-
rycznie, głównym komponentem kosztowym był zakup węgla. Obecnie, 
nawet za 60 proc. kosztów odpowiadają uprawnienia do emisji CO2, któ-
rych cena wzrosła z ok. 30 EUR/t w styczniu 2021 r. do ponad 60 EUR/t we 
wrześniu. Szacuje się, że średnia dla 2021 r. wyniesie 52 EUR/t (KOBiZE, 
2021) i nawet 70 EUR/t pod koniec listopada.

7	 Parametry te odpowiadają blokom Elektrowni Ostrołęka B i zostały wybrane, ponieważ obli-
czone z nich SRMC dobrze skorelowane jest z ceną energii oraz średnim kosztem w całym KSE 
uzyskanym z modelu optymalizacyjnego dla lat 2020 i 2021.

Węgiel kamienny Węgiel brunatny
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Całkowity koszt wytwarzania energii wzrósł o 49 proc. od stycznia 2020 r. 
i podwoił się od początku 2018 r. Prezentowane ceny węgla pochodzą 
z indeksu PSCMI-1 na Towarowej Giełdzie Energii (Energy.instrat.pl, 2021b), 
ceny certyfikatów CO2 z aukcji rynku pierwotnego EEX (Energy.instrat.pl, 
2021c), koszty transportu węgla oszacowano na podstawie historycznych 
taryf PKP Cargo (PKP Cargo, 2021), a także analizy K. Stala-Szlugaj (2021), 
dla kaloryczności węgla 22,1 MJ/kg i odległości 200 km odpowiadają-
cej średniej odległości transportu węgla w Polsce, koszty eksploatacyjne 
pochodzą z Polityki Energetycznej Polski do 2040 r.8 Wykres prezentuje ceny 
nominalne, ceny wyrażone w EUR zostały przeliczone na PLN na podstawie 
archiwalnych kursów średnich NBP dla odpowiednich miesięcy.

Na wykresie zaznaczono także ceny giełdowe na Rynku Dnia Następnego 
(RDN) i Rynku Kontraktów Terminowych (RTT). Te pierwsze podwoiły się 
w ciągu ostatniego roku, te drugie wzrosły w samym 2021 r. o 37 proc. 
Typowo, jako reprezentatywny wskaźnik cen energii elektrycznej w sprze-
daży hurtowej uznaje się cenę na rynku dnia następnego (RDN), jednak to 
na rynku kontraktów terminowych (RTT) sprzedawana jest większość wolu-
menu energii – w 2019 r. udział RTT w całości wolumenu wyniósł 85 aż 
proc. Zdecydowanie najpopularniejszym kontraktem terminowym jest kon-
trakt roczny BASE_Y. 

Historycznie, rynek kontraktów terminowych niemal idealnie odwzorowywał 
koszty wytwarzania energii z węgla, przy marży wynoszącej 10-15 proc.9 
W 2018 r. gwałtowny wzrost cen CO2 zwiększył koszty krańcowe, jednak 
wytwórcy podnieśli ceny na rynku terminowym znacząco ponad warto-
ści wynikające z czynników fundamentalnych, osiągając średnie marże 
w wysokości ponad 20 proc. i zwracając tym samym uwagę Urzędu Regulacji 
Energetyki (Rzeczpospolita, 2021). To wydarzenie poprzedziło tzw. ustawę 
o zamrożeniu cen energii z grudnia 2018 r., która miała zapobiec przełoże-
niu wzrostów cen kontraktów terminowych na taryfy dla odbiorców końco-
wych, a spowodowała ogromne zamieszanie na rynku.

Od połowy 2020 r. średnie marże wielu wytwórców na rynku terminowym 
są ujemne – koszty wytwarzania dla bloku o sprawności 38 proc. i niż-
szej przekraczają cenę rynkową, a bloki te generują straty operacyjne10. 
W dłuższym okresie czasu i przy kończących się kontraktach rynku mocy, 
te trwale nierentowne jednostki będą musiały być wyłączone lub otrzymać 
nowe wsparcie.

8	 Obwieszczenie Ministra Klimatu i Środowiska z dnia 2 marca 2021 r. w sprawie polityki  
energetycznej państwa do 2040 r., zał. 2.

9	 Dla wspomnianego bloku o sprawności 38 proc.

10	Kalkulacja ta nie uwzględnia innych źródeł przychodów - np. rynku bilansującego i rynku 
mocy, daje jednak dobry obraz sytuacji finansowej sektora.
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Rysunek 6. Czynniki kształtujące koszty wytwarzania energii i ceny giełdowe [PLN/MWh]

Źródło: Opracowanie własne Instrat, dane: energy.instrat.pl, TGE, EEX, ARP, PEP2040
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Na prawidłowo funkcjonującym rynku, właściciel elektrowni sprzedaje ener-
gię po cenie odzwierciedlającej koszty krańcowe. Energię tę kupuje spółka 
obrotu, np. w ramach kontraktu z dostawą na kolejny rok. W krótkim termi-
nie, zmiany w taryfach można więc prognozować patrząc na ceny kontrak-
tów terminowych – te z dostawą na rok 2022 kosztowały w styczniu 2021 r. 
256 zł/MWh, a w październiku 2021 r. wzrosły do 442 zł/MWh. Wiemy, że 
znajdzie to odbicie w przyszłorocznych taryfach, a wnioski o podwyżki cen 
zostały już zgłoszone do Urzędu Regulacji Energetyki.

Oprócz kosztu zakupu samej energii, spółka obrotu ponosi inne koszty – np. 
zakupu kolorowych certyfikatów. Przedsiębiorstwo obrotu zobowiązane jest 
bowiem do pozyskania części sprzedawanej energii ze źródeł odnawial-
nych11 – jeśli nie jest w stanie fizycznie zakupić zielonej energii, musi bra-
kujący wolumen uzupełnić poprzez zakup kolorowych certyfikatów. Średnia 
cena najważniejszego wśród nich, czyli instrumentu PMOZE_A w pierwszej 
połowie 2021 r. wyniosła 150 zł/MWh. Przy obowiązku zakupu zielonych 
certyfikatów na poziomie 19,5 proc. wolumenu, spółka obrotu ponosi więc 
koszt rzędu 29 zł/MWh.

11	Dotychczas było to 19,5 proc., na 2022 r. zredukowano obowiązek OZE do 18,5 proc.
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W taryfie obrotowej zawarta jest także akcyza – obecnie w wysokości 5 zł/
MWh. Łączne koszty ponoszone przez spółki obrotu w latach 2018-2021 
przedstawiono na Rys. 7 – w 2018 r. było to 206 zł/MWh, w roku 2022 r. 
może to być nawet dwukrotnie więcej12. Konfrontując te wartości z wysoko-
ścią taryf dla odbiorców indywidualnych można zauważyć, że w latach 2019 
i 2020 koszty ponoszone przez spółki obrotu przekraczały ich przychody 
w segmencie gospodarstw domowych. Podobną sytuację będziemy praw-
dopodobnie obserwować w 2022 r., Urząd Regulacji Energetyki nie zgodzi 
się bowiem zapewne na podwyżki taryf rzędu 100 zł/MWh, a tyle musiałyby 
one wynieść, żeby pokryć rosnące koszty energii.

Taka sytuacja wywiera presję finansową na spółkach obrotu, które niskie 
marże w segmencie gospodarstw domowych kompensują przychodami 
od odbiorców instytucjonalnych. Na Rys. 8 pokazano wysokość taryf na 
2021 r. dla różnych grup odbiorców PGE Dystrybucja. Ceny dla przedsię-
biorstw nie są regulowane i w efekcie wynoszą nawet 81 proc. więcej niż 
dla odbiorców indywidualnych. Największe przedsiębiorstwa mogą nego-
cjować stawki czy zawierać kontrakty długoterminowe, najbardziej poszko-

12	Średnia ważona wolumenem cena kontraktów BASE_Y-22 w okresie styczeń-październik 
2021 r. wyniosła 351 zł/MWh, w listopadzie ceny przekroczyły 450 zł/MWh. Uwzględniając 
koszty kolorowych certyfikatów, średni koszt ponoszony przez spółkę obrotu w 2022 r. 
najpewniej przekroczy 400 zł/MWh.

Rysunek 7. Relacja taryf netto do szacowanych kosztów [PLN/MWh]

Źródło:Opracowanie własne Instrat, dane: TGE i OSD
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dowane są więc małe i średnie firmy. Co ciekawe, użyte jako przykład PGE 
Dystrybucja sprzedaje przedsiębiorstwom ponad trzykrotnie więcej energii 
niż gospodarstwom domowym. Ponieważ uzyskuje na tym ogromne marże, 
z łatwością jest w stanie pokryć ewentualne straty w segmencie gospo-
darstw domowych.

Komponent dystrybucyjny

W skład taryfy dystrybucyjnej wchodzą zarówno składniki stałe13, jak 
i zmienne 14. Każdy z nich reprezentuje inną składową całkowitych kosztów 
sektora dystrybucji i przesyłu energii elektrycznej. Razem odzwierciedlają 
one wszystkie ponoszone przez podmioty koszty, związane z dostarczeniem 
energii elektrycznej do odbiorcy sieciami przesyłowymi i dystrybucyjnymi. 

Przedsiębiorstwo energetyczne powinno ustalać taryfę w taki sposób, aby 
zapewnić pokrycie kosztów uzasadnionych i wyeliminować subsydiowanie 

13	Czyli opłaty niezależne od zużycia energii i naliczane ryczałtowo, np. miesięcznie.

14	Zależne od zużycia energii, naliczane per kWh.
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Rysunek 8. Ceny energii dla różnych grup taryfowych w 2021 r. (wolumen za 2020 r.)

Źródło: Opracowanie własne Instrat na podstawie raportów zintegrowanych PGE.
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skrośne15. Podstawą prawną do kalkulacji poszczególnych elementów taryfy 
sieciowej jest rozporządzenie taryfowe (Dz.U. 2019 poz. 503). 

Składnik stały stawki sieciowej kalkuluje się na podstawie kosztów stałych, 
które przeważają w kosztach dystrybucji ponoszonych przez OSD – odpo-
wiadają za ponad 75 proc. całości kosztów (Rys. 9). Są to wszelkie podatki 
i podobne opłaty, koszty amortyzacji, koszty wynagrodzeń i innych tego 
typu świadczeń, koszty zarządu, koszty umorzonych praw majątkowych oraz 
nakłady na modernizację i rozbudowę sieci. Koszty stałe w ostatnich latach 
utrzymują się raczej na stabilnym poziomie i ich wahania nie są znaczące.

Składnik zmienny stawki sieciowej kalkuluje się na podstawie planowanych 
kosztów uzasadnionych, czyli:

• związanych z zakupem takiej ilości energii elektrycznej, aby 
pokryć różnicę między ilością energii elektrycznej wprowadzanej 
i pobranej z sieci przez odbiorców na danym napięciu albo 
przesłanej lub dystrybuowanej do sieci innych poziomów napięć 
znamionowych

15	Subsydiowanie skrośne, czyli pokrywanie kosztów jednego rodzaju wykonywanej działalno-
ści gospodarczej lub kosztów dotyczących jednej grupy odbiorców przychodami pochodzącymi 
z innego rodzaju wykonywanej działalności gospodarczej lub od innej grupy odbiorców.
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Rysunek 9. Koszty dystrybucji energii elektrycznej u OSD [mld PLN]

Źródło: Opracowanie własne Instrat na podstawie danych ARE.
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• zmiennych za przesyłanie lub dystrybucję energii elektrycznej 
sieciami innych poziomów napięć znamionowych i sieciami 
należącymi do innych operatorów lub przedsiębiorstw 
energetycznych 

• stałych za przesyłanie lub dystrybucję energii elektrycznej  
w części nieuwzględnionej w składniku stałym.

Warto zwrócić uwagę na fakt, że koszty modernizacji i rozbudowy sieci 
powinny być bezpośrednio powiązane ze składnikiem stałym stawki sie-
ciowej i w odpowiedni sposób zostać odzwierciedlone w wysokości taryfy. 
Jeżeli inwestycje modernizacyjne będą przyczyniać się do zmniejszenia strat 
energii czynnej w sieciach i będą wpływać na zmniejszenie wolumenu ener-
gii zakupionej na ich pokrycie przez operatora, to oczywiście wpływają też 
na składnik zmienny stawki sieciowej. 

Historycznie, składniki stałe stawki sieciowej dla odbiorców z grupy tary-
fowej G były deformowane politycznie (zaniżane). Jest to tym bardziej 
istotne, że odbiorcy na niskim napięciu są na końcu fizycznego łańcucha 
dostaw energii, a więc korzystają z sieci przesyłowych, 110 kV i pozostałych 
sieci dystrybucyjnych. Zatem ich składnik stały stawki sieciowej powinien 
uwzględniać koszty wszystkich wymienionych ogniw sieci. 

Warto uzmysłowić sobie, jaką część taryfy dystrybucyjnej gospodarstw 
domowych stanowią obecnie nakłady na inwestycje w sieci. Dla PGE Dys-
trybucja w 2020 roku było to jedynie 16,9 proc. łącznej wysokości taryfy 
brutto (Rys. 10)16. W obliczu transformacji sektora, zmian zachodzących na 
rynku i koniecznych do poniesienia inwestycji, są to liczby niewystarczające 
– zarówno w wartościach procentowych, jak i bezwzględnych wartościach 
liczbowych.

16	Zakładając, że kwota ta jest rozłożona na wszystkie typy odbiorców jednakowo.



25 Brakujący element układanki. Rozważania o bezpieczeństwie energetycznym.

100

0

350

300

250

200

150

50

Rysunek 10. Stosunek nakładów inwestycyjnych do pozostałych składników taryfy  
dystrybucyjnej dla gospodarstw domowych [PLN/MWh]

Źródło: Opracowanie własne Instrat na podstawie taryfy PGE Dystrybucja w 2020 r.

Pozostałe składniki taryfy dystrybucyjnej VAT

Nakłady inwestycyjne na sieć dystrybucyjną Nakłady inwestycyjne na sieć przesyłową

Historycznie, wysokość taryf dystrybucyjnych dla gospodarstw domowych 
nie była ściśle skorelowana z nakładami inwestycyjnymi w sieci (Rys. 11). 
Taryfa w latach 2016-2018 utrzymywała się mniej więcej na tym samym 
poziomie, podobnie jak inwestycje. Nie można tego natomiast powiedzieć 
o latach kolejnych – w 2019 r. inwestycje istotnie wzrosły, a wysokość 
taryfy względem lat poprzednich spadła. W 2020 roku było dokładnie na 
odwrót – spadły inwestycje i wzrosła taryfa względem roku poprzedza-
jącego. Spadek wysokości taryfy był związany m.in. z ustawowym zamro-
żeniem cen energii i spadkiem opłaty przejściowej z 6.5 zł/msc w 2018 r. 
do 0.33 zł/msc w 2019 r. Wysokość stawek taryfowych dystrybucyjnych 
powinna jednak odzwierciedlać warunki rynkowe i odpowiadać planom ope-
ratorów sieci w kontekście zwiększania inwestycji sieciowych. Spadające 
nakłady inwestycyjne to trend zdecydowanie niepożądany. Przestarzała 
obecnie sieć dystrybucyjna będzie niezwykle istotnym hamulcem transfor-
macji energetycznej w Polsce – bez inwestowania w jej rozbudowę i moder-
nizację osiąganie konkretnych celów klimatycznych nie będzie możliwe, co 
pokazują już teraz występujące problemy z przyłączaniem do sieci nowych 
instalacji fotowoltaicznych.

Wśród innych składników taryfy dystrybucyjnej znajduje się także opłata 
jakościowa, która odzwierciedla koszty utrzymywania systemowych stan-
dardów jakości i niezawodności bieżących dostaw energii elektrycznej. 
Koszty te związane są z zapewnieniem ciągłej i poprawnej pracy zasilanych 
urządzeń elektrycznych i odbiorników. Przewiduje się, że w przyszłości 
mogą one wzrastać m.in. w związku z rosnącym udziałem źródeł energii 
o zmiennym profilu produkcji, a także z rosnącą liczbą chociażby odbiorni-
ków nieliniowych i urządzeń energoelektronicznych.
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Źródło: Opracowanie własne Instrat na podstawie danych PTPiREE (2016-2021) i taryf PGE oddział Rzeszów  

2016-2021 – dla taryfy G11 i gospodarstwa domowego konsumującego średnio 2375 kWh energii elektrycznej rocznie..

Bardzo ważnym elementem taryfy dystrybucyjnej jest także opłata mocowa. 
Opłata ta pokrywa koszty rynku mocy, który został skonstruowany po 
to, aby zapewnić stabilne dostawy energii elektrycznej, a co za tym idzie 
także bezpieczeństwo energetyczne. Wysokość opłaty mocowej dla gospo-
darstw domowych jest pochodną ich liczby (15,6 mln) oraz tego, jaki pro-
cent całkowitego wolumenu energii zużywają17. Koszt całego rynku mocy 
wyniósł 5,4 mld zł w 2021 roku. Do 2040 roku jego koszty łączne wyniosą 
ok. 50 mld zł. Suma należności za moc zakontraktowaną w kolejnych latach 
będzie jednak spadać. W 2040 roku będzie to już około 350 milionów zł18, 
które będą związane z ostatnimi długoterminowymi kontraktami mocowymi. 
Należy wspomnieć, że rynek mocy nie spełnił pokładanych w nim nadziei 
i oczekiwań. Od 1 lipca 2025 roku nie będzie mógł już wspierać jednostek 
(istniejących) emitujących powyżej 550 g CO2/kWh, co w praktyce wyklu-
cza elektrownie węglowe. Tymczasem w dotychczasowych aukcjach zakon-
traktowane moce w bardzo małym stopniu pochodzą z nowych inwestycji. 
Rynek mocy spowodował, że miks energetyczny został poniekąd utrwa-
lony i nie został zdywersyfikowany, nie wpłynie więc ani na ograniczenie 
emisji CO2, ani na zwiększenie elastyczności systemu, co byłoby wysoce 

17	Szacuje się, że gosp. domowe pokrywają 26 proc. kosztów rynku mocy (Zasuń, 2019).

18	Zakładając, że obecny mechanizm nie zostanie przedłużony i nie będą zawierane  
nowe kontrakty.

Rysunek 11. Taryfa dystrybucyjna PGE Dystrybucja, a inwestycje w sieć
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pożądane przy rosnącym udziale OZE w miksie energetycznym. Wreszcie, 
cena na aukcjach mocy utrwaliła się na poziomie wyższym niż pierwotnie 
oczekiwano, co wprawdzie przełoży się na poprawę kondycji finansowej 
wytwórców energii, ale zwiększy rachunki odbiorców.

Przy planowaniu kształtu i wysokości taryf sieciowych w przyszłości należy 
rozważyć to, jak będzie wyglądał system elektroenergetyczny za kilka lat 
i pamiętać o tym, że procesy inwestycyjne są rozłożone w czasie – dlatego 
zmiany muszą brać pod uwagę wizję systemu bez większości źródeł węglo-
wych w 2030	r. oraz neutralnego klimatycznie długo przed rokiem 2050. 
W tym kontekście niezbędna będzie optymalizacja nakładów inwestycyj-
nych, której warunkiem koniecznym jest zmiana modelu taryfowania oraz 
dopuszczenie zmienności taryf w czasie. Należy jednak tego typu zmiany 
wprowadzać stopniowo, aby uwzględnić zarówno interes odbiorców, któ-
rzy po części sfinansują zachodzące zmiany na rynku oraz związane z nimi 
dodatkowe inwestycje, a także zapewnić stabilność i płynność finansową 
OSD oraz ich właściwe funkcjonowanie w przyszłości (Gawlikowska-Fyk & 
Jahn, 2021). 

Komponent OZE

Zarówno w taryfie obrotowej, jak i dystrybucyjnej występują komponenty 
związane ze wsparciem odnawialnych źródeł energii. Wsparcie dla OZE sto-
sowane jest przez większość krajów UE, nie tylko z uwagi na konieczność 
realizacji celów klimatycznych – typowym działaniem rządów jest bowiem 
wspieranie rozwijających się gałęzi przemysłu, które tworzą nowe miej-
sca pracy czy zapotrzebowanie na usługi i tym samym, przyczyniają się do 
wzrostu gospodarczego. W Polsce jedynie część mechanizmów wsparcia 
dla OZE jest bezpośrednio odzwierciedlona w rachunkach za prąd. Obec-
nie występuje ono w formie opłaty OZE dodawanej do rachunku od OSD 
i w ramach wymaganego wolumenu zielonej energii dla spółek obrotu. Wraz 
z rozwojem OZE w kraju należy się spodziewać ich zwiększonego wpływu 
także na składnik zmienny i stały taryfy dystrybucyjnej (koszty inwestycji 
w sieci), czy też opłatę jakościową, w związku z koniecznością bilansowa-
nia sieci przy dużej mocy źródeł o zmiennym profilu produkcji. Odnawialne 
źródła energii wspierane są też przez odbiorców energii pośrednio – np. 
w ramach transferu środków ze sprzedaży uprawnień do emisji CO2

19.

Pokrywane przez konsumentów energii elektrycznej w Polsce dopłaty do 
OZE20 są na niskim poziomie w porównaniu do wielu innych krajów UE. 
W 2016 r. doliczana do rachunku stawka wynosiła w kraju ok. 4.7 eur/MWh, 
a obecnie wzrosła jedynie do poziomu ok. 7 eur/MWh (2.2 zł/MWh opłaty 
OZE i ok. 30 zł/MWh za zielone certyfikaty). Dla porównania we Włoszech 
opłata OZE w 2016 r. wynosiła ponad 41 eur/MWh, a w Niemczech prawie 

19	Wbrew założeniom systemu ETS, Polski rząd jedynie część tych środków przeznacza na inwe-
stycje w transformację energetyczną i dekarbonizację gospodarki.

20	Nie zawiera subsydiów płaconych wytwórcom przez rządy państw, które nie są potem 
odzwierciedlane w rachunkach dla odbiorców końcowych.
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45 eur/MWh (Rys. 12). Niewielkie dopłaty w Polsce mają odzwierciedlenie 
w niskim udziale odnawialnych źródeł w produkcji energii elektrycznej oraz 
powolnym rozwoju zielonych technologii w kraju. Od 2009 r. udział OZE 
w polskiej elektroenergetyce wzrósł z poziomu 6 proc. do jedynie 17 proc. 
w 2020 r., podczas gdy w Niemczech w tym samym okresie odnotowano 
ekspansję z 16 do 45 proc. Z analizy przeprowadzonej przez Triconomics 
dla DG Competition (KE, 2019) wynika, że średnio na terenie UE koszt zapo-
móg dla OZE zawarty w taryfach zwiększył się z 6.4 eur/MWh w 2008 r. 
do 23.9 eur/MWh w 2016 r., prowadząc również do wzrostu udziału OZE 
w zużyciu energii elektrycznej z 17 proc. w 2008 do prawie 30 proc. w 2016 
(Rys. 13).  Doświadczenia z UE wykazują, że rozwój OZE często koreluje 
ze wzrostem pokrywanych przez konsumentów dopłat OZE. Oznacza to, 
że również w Polsce podwyżki stawek mogą być nieuniknione w obliczu 
potrzeby szybszego wdrażania zielonych technologii. Największej podwyżki 
związanej z OZE należy się spodziewać w taryfie dystrybucyjnej, a jest to 
związane z koniecznością rozbudowy infrastruktury sieciowej oraz uwzględ-
nienia kosztów systemowych z nimi związanych.

Źródło: Opracowanie własne Instrat na podstawie Triconomics, 2018, Study on Energy Prices, Costs and Subsidies  

and their Impact on Industry and Households DG ENER/Unit A4/Year 2017-Vigie No 2017-359 V2.0 oraz Ember.

Rysunek 12. Opłaty OZE pokrywane przez odbiorców energii elektrycznej w wybranych krajach 
UE oraz udział OZE w produkcji energii elektrycznej w tych krajach
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Z drugiej strony wydaje się, że odnawialne źródła energii osiągnęły już na 
tyle zaawansowany etap rozwoju, że mogą samodzielnie funkcjonować na 
konkurencyjnym rynku energii21. Wątpliwym jest więc, że subsydia dla OZE 
stanowić będą istotne obciążenie dla odbiorców końcowych energii. Zjawi-
sko powolnego odchodzenia od subsydiowania odnawialnych źródeł energii 
dobrze obrazują wyniki aukcji OZE – czyli największego funkcjonującego 
obecnie dedykowanego im mechanizmu wsparcia.

Koszty tego systemu są pokrywane z szeregu źródeł (w tym funduszy euro-
pejskich czy przychodów ze sprzedaży uprawnień do emisji CO2) i w nie-
wielkim stopniu przenoszone na odbiorców końcowych. Aukcje istotnie 
przyczyniły się jednak do rozwoju zielonych technologii w Polsce. Łącznie, 
w wyniku rozstrzygniętych dotychczas przetargów, powstać może dodat-
kowe 10,15 GW mocy zainstalowanej, a dalsze, efektywne funkcjonowanie 
mechanizmu aukcyjnego pozwoli na realizację kolejnych projektów OZE.

21	Innym pytaniem pozostaje, czy w Polsce możemy o konkurencyjnym rynku mówić z powodu 
silnej preferencji politycznej w kierunku paliw kopalnych, dużego stopnia konsolidacji, dominują-
cej pozycji niektórych graczy, silnej roli skarbu państwa oraz braku transparentności.
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W latach 2018-2019 inwestycje w elektrownie wiatrowe stanowiły dominu-
jącą część powstających w wyniki aukcji projektów, lecz w ostatnich latach 
trend odwraca się na rzecz fotowoltaiki. Jest to po części spowodowane 
zasadą 10H, która poprzez narzucenie restrykcyjnych wymogów odległo-
ściowych ograniczyła liczbę możliwych inwestycji w wiatr na lądzie, a te 
obecnie się wyczerpują. Z drugiej strony fotowoltaika stała się bardziej kon-
kurencyjna cenowo, więc zainteresowanie nią wzrosło.

W ramach aukcji OZE wyodrębnione są dwa koszyki projektów – mały dla 
instalacji < 1 MW i duży dla instalacji > 1 MW. Projekty wiatrowe i słoneczne 
mogą startować w obu koszykach. W małym koszyku od zawsze przewa-
żała fotowoltaika – w ostatnich latach wszystkie oferty w nim są składane 
przez przedsiębiorców inwestujących w PV. Duży koszyk był historycznie 
zdominowany przez przedsiębiorstwa zainteresowane elektrowniami wia-
trowymi, jednak jak wspomniano wyżej, również w nim trend się odwraca. 
W 2020 r. moc projektów wiatrowych i słonecznych >1 MW po raz pierw-
szy się zrównała, a w 2021 r. odnotowano istotną przewagę mocy instalacji 
fotowoltaicznych (1,2 GW) w stosunku do mocy farm wiatrowych (0,3 GW).  

Przewaga inwestycji w fotowoltaikę wynika m.in. z rosnącej konkuren-
cyjności tej technologii, odzwierciedlonej w cenach zakontraktowanej 
energii. Ceny w obu koszykach zbliżają się do siebie – w małym koszyku 
dynamicznie spadają a w dużym wykazują tendencję wzrostową (Rys. 14). 
W porównaniu z 2020 r. cena dla instalacji <1 MW w 2021 r. spadła o ok. 10 
proc. (z 257 do 227 zł/MWh). Z drugiej strony spadła także nadpodaż ofert 
w porównaniu z rokiem 2020, co wskazuje na to, że ceny aukcyjne nie są 
już tak atrakcyjne dla przedsiębiorców w porównaniu z obecnymi cenami 
rynkowymi, a mechanizm aukcyjny służy do długoterminowego zabezpie-
czania kontraktu. W przypadku instalacji o mocy powyżej 1 MW, średnia 
cena w 2021 wzrosła do poziomu przewyższającego ten dla małych insta-
lacji. Wynika to z faktu, że wytwórcy energii ze słońca dyskontują w cenie 
oferowanej ryzyko związane z realizacją większych projektów (URE, 2021b) 
W aukcjach przeprowadzonych w 2020 r. sprzedano 72 proc. (54,5 TWh) 
przeznaczonej do sprzedaży energii, a czterech z ośmiu przeprowadzonych 
w 2020 r. aukcji nie rozstrzygnięto z powodu braku wystarczającej liczby 
ofert (URE, 2020b). W 2021 r. sprzedano już jedynie 54 proc. energii, a roz-
strzygnięto tylko trzy z ośmiu aukcji (URE, 2021b). Sygnalizuje to, że OZE 
stały się na tyle konkurencyjne, że mogą samodzielnie funkcjonować na 
rynku. Jednak utrzymanie aukcji OZE, oferujących atrakcyjne dla inwesto-
rów warunki, przyczyni się do zwiększenia skali inwestycji, również dlatego, 
że aukcje są często używane jako zabezpieczenie kredytów i finansowania 
projektów.
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Rysunek 14. Moc zainstalowana i średnie ceny energii w aukcjach OZE w latach 2016-2021 

Źródło: Opracowania własne Instrat na podstawie danych URE.

Elektrownie wiatrowe Elektrownie PV Średnia cena > 1MW Średnia cena < 1MW

Wsparcie dla morskiej energetyki wiatrowej różni się od tego dla wiatru na 
lądzie i fotowoltaiki, przynajmniej w początkowej fazie rozwoju. Pierwsza 
pula projektów nie musiała brać udziału w aukcjach. Cena wsparcia została 
ustalona w rozporządzeniu ws. ceny maksymalnej za energię elektryczną 
wytworzoną na maksymalnym poziomie 319.6 zł/MWh.22 Jednak projekty 
startujące w drugiej fazie będą wspierane za sprawą konkurencyjnych aukcji, 
analogicznych do tych obecnie przeprowadzanych dla fotowoltaiki i wia-
tru na lądzie. Pierwsza aukcja offshore odbędzie się w 2025 r., a kolejna 
w 2027 r. Z uwagi na skalę nakładów niezbędnych do realizacji inwestycji 
offshore, przyjęto, że w obu fazach okreś wsparcia wyniesie 25 lat – czyli 
dłużej niż w przypadku obecnych aukcji. 

22	Rozporządzenie Ministra Klimatu i Środowiska z dnia 30 marca 2021 r. w sprawie ceny 
maksymalnej za energię elektryczną wytworzoną w morskiej farmie wiatrowej i wprowadzoną 
do sieci w złotych za 1 MWh, będącej podstawą rozliczenia prawa do pokrycia ujemnego salda, 
Dz.U. 2021 poz. 587.
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2.3. Prognoza cen finalnych  
dla gospodarstw domowychh

Na kształtowanie taryf wpływa szereg czynników – nie tylko ekonomicznych 
i technicznych, ale też politycznych i społecznych. W szczególności, taryfy 
dla gospodarstw domowych regulowane są przez Urząd Regulacji Energe-
tyki, ich wysokość nie zawsze odpowiada więc warunkom rynkowym, które 
mogą zmieniać się dynamicznie. Poniżej omówiono najważniejsze czynniki 
wpływające na wysokość taryf dla odbiorców indywidualnych w Polsce.

Taryfa obrotowa

Prognozowanie składnika obrotowego taryfy skupia się przede wszystkim 
na samym koszcie wytwarzania energii, który w znaczącej większości deter-
minuje cenę końcową. Koszt ten wynika ze struktury miksu energetycz-
nego i został obliczony za pomocą modelu optymalizacyjnego PyPSA-PL 
zgodnie ze scenariuszem i metodologią opisanymi w poprzedniej publikacji 
cyklu: “Co po węglu”. W odpowiedzi na gwałtowne zmiany na rynku w ciągu 
ostatnich miesięcy, a także publikację raportu “World Energy Outlook 2021” 
Międzynarodowej Agencji Energii (2021) oraz ostatecznej wersji “Ten Year 
Network Development Plan 2020” zrzeszenia operatorów sieci przesyłowych 
ENTSO-E (ENTSO-E, 2021), dokonano aktualizacji niektórych założeń (Tab. 
1). W szczególności, zaktualizowano założenia dot. cen surowców i upraw-
nień do emisji CO2. Za rok bazowy przyjęto rok 2021, korzystając z najnow-
szych dostępnych danych (dla gazu średnie ważone RDNg do października 
2021, dla węgla PSCMI1 do września 2021) lub prognoz (analiza prognoz 
średnich cen CO2 na 2021 r. KOBiZE). Zapotrzebowanie na energię elek-
tryczną dla 2021 r. oszacowano na bazie faktycznego zużycia za pierwsze 
trzy kwartały 2021 r. oraz odpowiednio przeskalowanego profilu zapotrze-
bowania dla ostatniego kwartału 2019 r. Kurs EUR/PLN wynosił 4.54, kurs 
USD/PLN 3.74.

W modelu zaktualizowano też scenariusz rozwoju połączeń transgra-
nicznych, bazując na wspomnianym ENTSO-E TYNDP 2020. W roku 2021 
dostępne możliwości importowe oszacowano na ok. 4,8 GW (na bazie 
danych PSE dot. maksymalnych przepływów fizycznych), w 2030 wartość ta 
rośnie do 7,3 GW (realizacja projektów zgłoszonych do ENTSO-E i już będą-
cych w realizacji – GerPol Power Bridge I, GerPol Improvements, LitPol Link 
Stage 2), w 2040 do 8 GW (realizacja połączenia Harmony Link z Litwą23). 
Import energii netto w roku 2021 oszacowano na 4,4 TWh.

23	Projekt ma być zrealizowany do 2030 r., ale w modelu pesymistycznie zakładamy możliwość 
jego opóźnienia. Oczywiście terminowa realizacja Harmony Link zwiększy bezpieczeństwo ener-
getyczne kraju i poprawi bilans mocy już w 2030 r.
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Tabela 1. Podstawowe parametry kosztowe użyte w modelowaniu

Parametr Jednostka 2021 2025 2030 2035 2040 źródło

Zapotrzebowanie na 
energię elektryczną 

netto
TWh 157.8 170.1 181.1 191.9 204.2 PEP2040, 2021

Cena uprawnień do 
emisji CO2

EUR/t 52 69.1 98.9 119.5 140.0
IEA WEO, 2021; 

BNEF, 2021; 
KOBiZE 2021*

Cena węgla 
kamiennego PLN/GJ 11.4 11.4 11.9 11.9 11.9 PEP2040, 2021

Cena gazu ziemnego PLN/GJ 49.4 37.5 25.7 25.7 25.7 IEA WEO 2021, 
2021*

Cen zielonego wodoru EUR/kg    1.5 1.1

Renew 
Economy, 2021; 
RechargeNews, 
2021 za: BNEF

Koszty wydobycia 
węgla brunatnego – 

Turów
PLN/t 85.6 85.6 85.6 85.6 85.6

Czopek & 
Trzaskuś, 2009, 

KWB Konin, 2019

Koszty wydobycia 
węgla brunatnego – 

Bełchatów
PLN/t 75.2 75.2 75.2 75.2 75.2

Czopek & 
Trzaskuś, 2009, 

KWB Konin, 2019

Koszty wydobycia 
węgla brunatnego – 

ZEPAK
PLN/t 92.1 92.1 92.1 92.1 92.1 KWB Konin,  

2019

Pozostałe koszty 
zmienne – węgiel 

kamienny
PLN/MWh 15.14 15.14 15.14 15.14 15.14 PEP2040, 2021

Pozostałe koszty 
zmienne – węgiel 

brunatny
PLN/MWh 14.22 14.22 14.22 14.22 14.22 PEP2040, 2021

Pozostałe koszty 
zmienne – gaz ziemny 

i wodór
PLN/MWh 8.38 8.38 8.38 8.38 8.38 PEP2040, 2021

Wzrost kosztów 
transportu % 100.00% 113.95% 127.90% 141.85% 155.80% Obliczenia 

własne

*w przypadku IEA WEO 2021 użyto scenariusza “Announced Pledges”.
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Zaktualizowane koszty wytwarzania energii dla scenariusza Instrat oraz 
PEP2040 przedstawiono na Rys. 15. Od roku 2030 scenariusz Instrat pro-
wadzi do znacznej redukcji średniego SRMC. Warto jednak zaznaczyć, że 
wartości uzyskiwane w roku 2040 zapewne nie przełożą się bezpośrednio na 
spadek hurtowych cen energii (czy też cen kontraktów terminowych), gdyż 
spowodowałoby to trudności w osiągnięciu zwrotu z inwestycji w OZE24. 
Biorąc pod uwagę prognozowane wartości LCoE25 dla energii wiatrowej i sło-
necznej (112-168 zł/MWh w 2040 r., (IEA, 2021)) założono, że w 2040 r. 
cena hurtowa energii w scenariuszu Instrat utrzyma się na poziomie z roku 
2035. Warto zaznaczyć, że w SRMC uzyskanym z modelu zawarty jest także 
koszt importu energii26.

Zgodnie z Rys. 6, koszt wytwarzania energii w dużym stopniu odzwier-
ciedlony jest w cenach kontraktów terminowych i cenach na rynku dnia 
następnego. Patrząc na dane miesięczne za okres 01.2016 – 06.2021, śred-
nia marża (obliczona jako różnica pomiędzy ceną kontraktu na następny 

24	Dla których aukcyjny system wsparcia, nawet jeśli będzie utrzymany do roku 2040, nie jest 
tak atrakcyjny jak np. rynek mocy dla nowych jednostek gazowych, które mogą z niego pokrywać 
ewentualne straty na marży zmiennej, podobnie jak ma to miejsce obecnie dla bloków węglo-
wych.

25	Uśredniony koszt produkcji energii z danego źródła, uwzględniający także koszty inwesty-
cyjne, koszty utrzymania czy koszty finansowe.

26	Dla scenariusza Instrat. W scenariuszu PEP2040 import został sztucznie zablokowany zgod-
nie z założeniami PEP2040.
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Rysunek 15. Prognoza kosztów wytwarzania energii [PLN/MWh]

Źrodło: Opracowanie własne Instrat.

PEP2040 Instrat

2021 2025 2030 2035 2040

353 376 465 469 413353 381 272 185 139



35 Brakujący element układanki. Rozważania o bezpieczeństwie energetycznym.

rok a SRMC) dla wspomnianego bloku węglowego o sprawności 38 proc. 
wynosiła 6,75 proc. Założono, że średnio w KSE taka marża utrzyma się 
także w przyszłości, oczywiście będzie ona różna w zależności od jednostki 
wytwórczej. Dodając tę marżę do SRMC z Rys. 15 otrzymano koszt zakupu 
energii – główny komponent kosztowy w taryfie pobieranej przez spółkę 
obrotu.

W dalszej kolejności, do kosztu samej energii dodano koszt zakupu wymaga-
nego wolumenu kolorowych certyfikatów. Skupiono się na samych zielonych 
certyfikatach. Założono, że ich ceny w przyszłości wzrosną jedynie nie-
znacznie27 – ze średnio 150 zł/MWh w pierwszej połowie 2021 r. do 188 zł/
MWh w 2030 r. (Rys. 16). Jednocześnie, w szacowaniu kosztów uwzględ-
niono wzrost udziału OZE w miksie elektroenergetycznym – z 17 proc. 
w 2020 r. do 32 proc. w 2030 i 40 proc. w 2040 r. dla scenariusza PEP2040, 
oraz 71 proc. w 2030 r. i 83 proc. w 2040 dla scenariusza Instrat. O ile więc 
ceny zielonych certyfikatów będą rosnąć, wolumen ich zakupu będzie malał. 
W rezultacie, dla scenariusza Instrat koszt zakupu zielonych certyfikatów 
przez spółki obrotu szacujemy na 12 zł/MWh w 2030 r. i jedynie 8 zł/MWh 
w 2040 r., w scenariuszu PEP2040 jest to 28 zł/MWh w latach 2030 i 2040.

27	 Zgodnie z prognozą daną równaniem 32.026*ln(x)+105.55, uzyskaną z przybliżenia danych 
historycznych krzywą logarytmiczną.

100
10

0 0

30250

200

20
150

50

Rysunek 16. Prognoza cen i kosztów zielonych certyfikatów

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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W taryfie obrotowej zawiera się także akcyza (założono, że utrzyma się na 
poziomie 5 zł/MWh, przy czym w 2022 r. wynosi 0 zł/MWh z powodu tarczy 
antyinflacyjnej) oraz marża spółki obrotu - średnio szacowana na 6,69 proc. 
w latach 2017-2021 (bazując na różnicy między wysokością taryfy netto 
a kosztami energii powiększonymi o akcyzę). Do całości tej kwoty doliczany 
jest podatek VAT. 

Prognozę taryfy obrotowej uzyskaną przy powyższych założeniach zapre-
zentowano na Rys. 17. W 2022 roku spodziewana jest podwyżka z obec-
nych 0,37 zł/kWh do 0,48 zł/kWh, motywowana wzrostem cen kontraktów 
terminowych - ze średnio 233 zł/MWh w 2020 r. do 351 zł/MWh w okre-
sie styczeń-październik 2021 r. Łącznie, taryfa obrotowa brutto może więc 
w przyszłym roku wzrosnąć o 29 proc. względem wartości dla 2021 r. 
W perspektywie 2025 r. czekają nas dalsze podwyżki, porównywalne w obu 
scenariuszach. W kolejnych latach scenariusz Instrat pozwala na osiągnię-
cie znaczącej obniżki taryf - do wartości 0,4 zł/kWh w 2030 r. i nawet do 
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Rysunek 17. Prognoza komponentu obrotowego taryfy gospodarstw domowych brutto [PLN/kWh]

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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0,28 zł/kWh w 2040 r. - czyli poniżej poziomu obecnego. W scenariuszu 
PEP2040 notowane są ogromne podwyżki - do 0,7 zł/kWh w 2030 r., co 
stanowi wzrost o 88 proc. względem 2021 r. W 2040 r. cena nieco spada, 
pozostając jednak znacznie powyżej obecnej. Wysoki udział węgla i gazu 
w miksie energetycznym w scenariuszu PEP2040 ma więc jednoznacznie 
negatywny wpływ na wysokość komponentu obrotowego cen energii.

Taryfa dystrybucyjna

Zmiana paradygmatu funkcjonowania sektora energetyki implikuje zmiany 
w podejściu do kształtowania taryf sieciowych w kolejnych latach. 
Konieczne jest zwiększenie inwestycji w modernizację i rozbudowę sieci, 
związane z coraz większą ilością źródeł OZE oraz ich właściwą integra-
cją z systemem elektroenergetycznym, a także ze zwiększaniem elastycz-
ności KSE, również poprzez jego automatyzację i cyfryzację. Wszystko to 
razem będzie wpływało na wysokość poszczególnych elementów taryfy 
dystrybucyjnej. Należy spodziewać się, że w najbliższych latach wprowa-
dzone zostaną taryfy dynamiczne, których wysokość oraz struktura może 
znacząco różnić się od teraźniejszych. Prawdopodobne jest także to, że 
skutkiem dążenia do większej responsywności cenowej odbiorców będzie 
“uzmiennienie” większości obecnych składników stałych.

W niniejszej analizie przedstawiono prognozę kształtowania taryf dystry-
bucyjnych w przyszłości, przy założeniu braku rewolucji w samej ich struk-
turze. Skupiono się przede wszystkim na składnikach taryfy, które będą 
zmieniały się wraz ze zwiększaniem udziału OZE w miksie energetycznym.

Wzrost składnika stałego stawki sieciowej oraz składnika zmiennego dla 
gospodarstw domowych będzie implikowany przede wszystkim przez 
zwiększone inwestycje w sieci przesyłowe i dystrybucyjne. W niniejszej 
analizie założono, że wzrost nakładów inwestycyjnych będzie przypisany 
do składnika zmiennego sieciowego, przy składniku stałym utrzymującym 
się (realnie) na poziomie z 2021 r.

Metodologię obliczania samych nakładów na sieci dystrybucyjne i prze-
syłowe w scenariuszach PEP2040 i Instrat omówiono szczegółowo w roz-
dziale 3. W obu scenariuszach, inwestycje w sieci dystrybucyjne są wyższe 
niż obecnie – w PEP2040 rosną z ok. 6 mld zł w 2020 r. do 9 mld zł rocznie 
w 2030 i 2040 r.28 W scenariuszu Instrat jest to nawet 12 mld zł rocznie 
w perspektywie 2030 i 2040. Jeśli chodzi o sieci przesyłowe, w perspektywie 
2011-2020 nakłady inwestycyjne wynosiły ok. 1,1 mld zł rocznie, w latach 
2021-2030 będzie to 1,3 mld zł rocznie w scenariuszu PEP2040 i 1,6 mld zł 
rocznie w scenariuszu Instrat. W kolejnej dekadzie inwestycje w sieci prze-
syłowe spadają – do 0,6 mld zł rocznie w scenariuszu PEP2040 i 1,3 mld 
zł w scenariuszu Instrat. Przedstawione kwoty dotyczą inwestycji w nowe 
linie i modernizacje istniejących w związku z rozwojem OZE, konieczne 
mogą być także dodatkowe środki np. na montaż inteligentnych liczników 

28	Zgodnie z planami OSD przekazanymi do URE (URE, 2020c).
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(CSIRE), dostosowanie sieci do infrastruktury ładowania pojazdów elek-
trycznych itd. Zakłada się jednak, że te inwestycje zostały już przewidziane 
w PEP2040 oraz planach rozwoju sieci, które były podstawą obliczeń, a do 
wartości z tych dokumentów dodano dodatkowe koszty scenariusza Instrat. 

Prognozowane koszty inwestycji przekładają się na wzrost składnika zmien-
nego taryfy dystrybucyjnej - w scenariuszu PEP2040 o 13 zł/MWh w 2030 r. 
i 1 zł/MWh w 2040 r. względem roku 2021. Dla scenariusza Instrat jest to 
odpowiednio wzrost o 34 i 22 zł/MWh. Warto podkreślić, że wartości te 
uwzględniają wzrost wolumenu dystrybucji dla pięciu największych OSD ze 
133 TWh w 2021 r. do 152 TWh w 2030 r. i 172 TWh w 2040 r. proporcjo-
nalnie do tempa wzrostu zapotrzebowania z PEP2040.
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Rysunek 18. Wzrost taryfy spowodowany nakładami inwestycyjnymi

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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W składniku zmiennym dla scenariusza Instrat zawarto także koszty syste-
mowe nie związane bezpośrednio z inwestycjami w sieci oraz nieuwzględ-
nione w innych składnikach taryfy omówionych poniżej – w tym koszty 
rezerwy węglowej, opisanej w raporcie “Droga do celu”, oraz koszty zarzą-
dzania nadprodukcją energii z OZE29. Zwiększają one taryfę o ok. 20 zł/
MWh w 2030 r. i nawet 59 zł/MWh w 2040 r. Szerzej tematykę kosztów 
systemowych opisano w rozdziale 3. Warto jednak zaznaczyć, że koszty te 
uwzględniono jedynie w scenariuszu Instrat, co faworyzuje pod tym wzglę-
dem scenariusz PEP2040. Co więcej, w prognozie dla scenariusza PEP2040 
nie zawarto kosztów rządowego planu restrukturyzacji elektroenergetyki 
oraz utworzenia NABE z powodu niepewności co do ostatecznego kształtu 
i harmonogramu przyjętych rozwiązań. Jak wskazano w raporcie “Droga 
do celu”, sama realizacja NABE byłaby kilkukrotnie droższa niż wprowa-
dzenie rezerwy węglowej w wariancie proponowanym przez Instrat. Utwo-
rzenie monopolisty na rynku wytwarzania mogłoby także doprowadzić do 
wzrostu już i tak wysokich cen energii na rynku hurtowym. Pomijając więc 
koszty utrzymania energetyki węglowej w PEP2040 i uwzględniając je jedy-
nie w scenariuszu Instrat, przyjęto założenie preferencyjne dla scenariusza 
rządowego. 

Pozostałe komponenty taryfy dystrybucyjnej mają mniejszy wpływ na jej 
łączną wysokość w przyszłości. Przyjęto, że wysokość opłaty kogeneracyj-
nej w kolejnych latach wyniesie 4,06 zł/MWh30. Opłata OZE oraz jakościowa 
będą zwiększone w związku z rosnącym udziałem tego typu źródeł w KSE, 
w tym także koniecznością aktywnego ich wspierania, aby osiągnąć cele 
klimatyczne. Biorąc pod uwagę relację opłat związanych z OZE oraz udziału 
OZE w produkcji energii elektrycznej w UE (Rys. 13)31 zakłada się, że aby 
osiągnąć zadeklarowane w PEP2040 udziały OZE w elektroenergetyce na 
poziomie 32 proc. w 2030 r. i 40 proc. w 2040 r., opłata OZE wzrośnie odpo-
wiednio do poziomu 10 i 14.2 zł/MWh32. Natomiast w scenariuszu Instrat, 
prowadzącym do 71 proc. OZE w 2030 r. i 83 proc. w 2040 r., opłata OZE 
wyniesie odpowiednio 30.2 i 36.6 zł/MWh w latach 2030 i 2040. Jak wspo-
mniano, opłata jakościowa również wzrośnie ze względu na dużą ilość OZE, 
nieliniowych odbiorników oraz urządzeń energoelektronicznych. Założono, 
że w scenariuszu Instrat w latach 2030-2040 będzie wynosiła 2 razy więcej 
niż obecnie, czyli 20,4 zł/MWh.

Opłata przejściowa i abonamentowa w obu scenariuszach docelowo wyno-
szą 0 zł/MWh, z racji końca bilateralnych kontraktów długoterminowych 
z elektrowniami w 2027 roku i powszechnej implementacji liczników zdal-
nego odczytu do roku 2040 i wdrożeniu zautomatyzowanego Centralnego 
Systemu Informacji o Rynku Energii (CSIRE), co wiąże się z brakiem koniecz-
ności pracy inkasentów oraz starego systemu rozliczeń/fakturowania.

29	W wariancie pesymistycznym i mało realistycznym – czyli przy braku wykorzystania nadwy-
żek energii do produkcji wodoru. Szerzej o potencjale produkcji zielonego wodoru w p. 3.3.

30	Zgodnie z projektem rozporządzenia Ministra Klimatu i Środowiska w sprawie wysokości 
stawki opłaty kogeneracyjnej na rok 2022.

31	Odzwierciedloną z bardzo dużą dokładnością (R2 = 0.9771) równaniem y=52.01*x-6.5972, 
które przeskalowano już do obecnej wysokości opłaty OZE w Polsce.

32	Rząd planuje obniżenie opłaty OZE w 2022 r. do 0,9 zł/MWh, co należy jednak traktować  
jako sytuację przejściową.
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Rysunek 19. Prognoza kosztów mechanizmu mocowego

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Jak wyjaśniono w p. 2.2., wysokość opłaty mocowej zależna jest wprost od 
obsługi kontraktów mocowych w danym roku. Biorąc pod uwagę jedynie już 
zawarte kontakty, opłata mocowa dla typowego gospodarstwa domowego 
zmalałaby w 2030 r. do 2,2 zł/msc. i 0,45 zł/msc. w 2040 r. Teoretycznie 
po 2030 r. rynek mocy w obecnej formie nie powinien być przedłużany. 
Założono jednak, że podobnego rodzaju mechanizm zostanie utrzymany, 
aby umożliwić inwestycje w nowe jednostki gazowe (CCGT, OCGT i elektro-
ciepłownie), wielkoskalowe magazyny energii (magazyny bateryjne i nowe 
elektrownie szczytowo-pompowe) oraz reaktory atomowe. Mechanizm ten 
umożliwiłby także pokrycie kosztów stałych jednostek gazowych przy ich 
ograniczonym wykorzystaniu. Wśród podmiotów wspieranych przez rynek 
mocy jest też interwencyjna redukcja poboru (DSR). W związku z tym, do 
kosztu rynku mocy wynikającego z obecnych kontraktów dodano kon-
trakty dla nowych jednostek, budowanych w ramach scenariuszy PEP2040 
i Instrat. Nowe obowiązki mocowe oszacowano na podstawie zmiany mocy 
zainstalowanej dla technologii wymienionych powyżej – w scenariuszu 
PEP2040 jest to 3925 MW w 2030 r. i 16494 MW w 2040 r., w scenariuszu 
Instrat 4860 MW w 2030 r. i 13365 MW w 2040 r. Koszt rynku mocy wynosi 
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przy takich założeniach 2,3 mld zł w 2030 r. i 3,2 mld zł w scenariuszu 
PEP2040 oraz 2,5 mld zł i 2,7 mld zł w latach 2030 i 2040 w scenariuszu 
Instrat, co przekłada się na opłaty mocowe gospodarstw domowych rzędu 
3-4 zł/msc. (Rys. 19).

Na podstawie założeń opisanych powyżej otrzymano prognozę taryfy dys-
trybucyjnej dla gospodarstw domowych w perspektywie 2040 r. (Rys. 20). 
Dynamika zmian tego komponentu taryfy jest mniejsza niż w przypadku 
składnika obrotowego. W porównaniu do roku 2021, w scenariuszu PEP2040 
taryfa dystrybucyjna spada w latach 2030 i 2040 o ok. 8-9 proc., przede 
wszystkim z powodu znacząco mniejszych opłat stałych – mocowej i abo-
namentowej, przy jedynie nieznacznie większym obciążeniu związanym 
z inwestycjami w sieci. W scenariuszu Instrat taryfa dystrybucyjna jest zna-
cząco wyższa niż w scenariuszu PEP2040 – nawet o 0,13 zł/kWh w 2040 
r. i wyższa niż w 2021 r. – o odpowiednio 16 proc. w 2030 r. i 27 proc. 
w 2040 r. Wynika to z wyższych nakładów na inwestycje sieciowe, a także 
uwzględnienia kosztów systemowych, w tym kosztów rezerwy węglowej.
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Rysunek 20. Prognoza komponentu dystrybucyjnego taryfy gospodarstw domowych  
brutto [PLN/kWh]

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Warto pamiętać, że wyliczenia wysokości taryfy dystrybucyjnej dla gospo-
darstw domowych są jedynie próbą przewidywania zachodzących trendów 
w sektorze energetycznym. Zmiany zachodzą tak dynamicznie, że nie jest 
powiedziane czy wszystkie składniki taryfy dystrybucyjnej utrzymają się 
w obecnym kształcie – część z nich może na przykład zostać zlikwidowana 
i zostać “wchłonięta” przez pozostałe. Może to na przykład spotkać opłatę 
mocową – mechanizm wspierający budowę nowych jednostek wytwórczych 
zapewniających stabilną pracę systemu jest potrzebny, ale jego kształt 
na przestrzeni następnych lat może znacznie ewoluować. Należy także 
pamiętać, że w dłuższej perspektywie poszczególne elementy składnika 
sieciowego w dużej części zostaną “uzmiennione” – należy dążyć do wpro-
wadzania taryf dynamicznych, które pozwolą na optymalizację nakładów 
inwestycyjnych oraz zapewnią efektywne wykorzystanie istniejących oraz 
nowych zasobów systemowych.

Łączne koszty energii elektrycznej  
dla gospodarstw domowych

Finalną cenę energii elektrycznej dla gospodarstwa domowego o średnim 
zużyciu rocznym uzyskano poprzez zsumowanie komponentów obrotowego 
i dystrybucyjnego taryfy. Końcowa kwota brutto, którą zapłaci gospodarstwo 
domowe za jedną kilowatogodzinę energii elektrycznej została przedsta-
wiona na Rys. 21. Należy zaznaczyć, że część opłat zawartych w rachunku 
to opłaty stałe naliczane miesięcznie i niezależne od zużycia. Zostały one 
przeliczone na wartości “per kWh” poprzez przemnożenie przez dwanaście 
miesięcy w roku i podzielenie przez średnie zużycie energii w gospodar-
stwach domowych w Polsce33. 

Łączna taryfa brutto dla gospodarstw domowych wzrasta z obecnych 
0,74 zł/kWh do 0,85 zł/kWh w 2022 r. - o 15 proc. W roku 2030 w scenariu-
szu PEP2040 taryfa zwiększa się o 40 proc. względem 2021 r., aby w roku 
2040 nieco zmaleć. W scenariuszu Instrat podwyżki są mniej dotkliwe - już 
w 2030 r. wysokość taryf spada poniżej wartości z 2022 r. a w perspektywie 
2035-2040 około poziomu z 2021 r. Warto zwrócić uwagę, że w roku 2025 
scenariusz Instrat prowadzi do tymczasowo wyższych cen energii - wynika 
to z większych nakładów inwestycyjnych na sieci przy wciąż dużym udziale 
drogich paliw kopalnych w miksie energetycznym.

33	Założono, że łączne zużycie energii elektrycznej w sektorze gospodarstw domowych będzie 
rosło w tempie zgodnym ze wzrostem zapotrzebowania KSE (za: PEP2040). Uwzględniono 
wzrost liczby gospodarstw domowych zgodnie z KPEiK, który również rośnie, ale w tempie wol-
niejszym. To oznacza, że średnie zużycie na jedno gospodarstwo domowe wzrasta (o ok. 12 proc. 
w latach 2021 – 2040).
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Rysunek 21. Łączna wysokość taryf brutto w poszczególnych scenariuszach [PLN/kWh]

Obrót Dystrybucja

Przeliczając wysokość taryf na roczne wydatki gospodarstw domowych na 
energię elektryczną, wyniki są niepokojące. Średni rachunek za prąd wzro-
śnie bowiem o 264 zł już w przyszłym roku. Warto przy tym zaznaczyć, że 
aby zniwelować negatywny wpływ podwyżek cen energii na odbiorców, rząd 
planuje wprowadzenie tzw. tarczy antyinflacyjnej34, która czasowo obniża 
VAT i akcyzę na energię elektryczną. Wbrew szumnym zapowiedziom, tar-
cza ta niweluje wzrost cen jedynie o 92 zł. W scenariuszu PEP2040 w 2030, 
wzrost kosztów energii elektrycznej przekroczy 800 zł rocznie i utrzyma 
się na tym poziomie przez kolejną dekadę. Scenariusz Instrat po tymcza-
sowym silnym wzrośnie rachunków w perspektywie najbliższych pięciu lat 
(w 2025 r. o 85 zł więcej niż w PEP2040) doprowadzi do stabilizacji wydat-
ków na poziomie niższym niż w roku 2022. W krytycznym roku 2035, zasto-
sowanie scenariusza Instrat pozwala przeciętnemu gospodarstwu domo-
wemu na uzyskanie 781 zł oszczędności. 

Warto zauważyć, że mimo że w scenariuszu Instrat taryfy w roku 2040 spa-
dają do poziomów bliskich wartościom z roku 2021, łączne wydatki na ener-
gię elektryczną wciąż plasują się powyżej poziomów historycznych – wynika 
to ze wzrostu średniego zużycia energii w gospodarstwach domowych.

34	Projekt ustawy o zmianie ustawy o podatku akcyzowym oraz ustawy o podatku od sprzedaży 
detalicznej, UD315.

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Rysunek 22. Prognoza rocznych rachunków za energię elektryczną w gospodarstwach domowych 
o przeciętnym zużyciu [PLN]

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Rozwój OZE niesie ze sobą liczne wyzwania, wymagając zmiany w podej-
ściu do zarządzania systemem elektroenergetycznym. Jednakże, pozytywny 
wpływ scenariusza z większym udziałem OZE na portfele obywateli trudno 
bagatelizować. Oszczędności na kosztach wytwarzania energii z OZE wzglę-
dem miksu energetycznego opartego o węgiel i gaz z nawiązką pokrywają 
zwiększone wydatki na infrastrukturę sieciową czy usługi systemowe, pro-
wadząc do ogromnej redukcji wysokości taryf dla gospodarstw domowych. 
Ma to niezwykle istotne znaczenie w świetle bezprecedensowych podwyżek 
cen energii elektrycznej planowanych na rok 2022, które już teraz wywołują 
napięcia społeczne. Te będą jedynie narastać, jeśli rząd w dalszych latach 
utrzyma kurs pro-węglowy negując rolę odnawialnych źródeł energii w mik-
sie energetycznym kraju.
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Koszty systemowe odgrywają istotną rolę w kształtowaniu cen energii, a ich 
znaczenie rośnie wraz ze wzrostem udziału OZE w miksie energetycznym. 
Do kosztów systemowych zalicza się przede wszystkim (Central Europe 
Energy Partners, 2020;  OECD & NEA, 2018; PPEJ35):

• Koszty związane z infrastrukturą sieciową – w tym modernizację 
i rozbudowę sieci dystrybucyjnych i przesyłowych, obejmującą również 
punkty przyłączenia nowych źródeł wytwórczych;

• Koszty profilu – w tym koszty utrzymania odpowiednio dużej rezerwy 
jednostek dyspozycyjnych i/lub magazynów energii dla obsługi źródeł 
o zmiennym profilu produkcji, koszty nadprodukcji energii z OZE;

• Koszty bilansowania i elastyczności systemu – w tym koszty 
rynku bilansującego, koszty stosowania środków zaradczych (np. 
międzyoperatorskiej wymiany międzysystemowej), koszty zarządzania 
zapotrzebowaniem (DSR, dynamiczne taryfy), koszty prognozowania 
i ew. redispatchingu (zmiana profili produkcji i/lub zapotrzebowania 
w celu zmiany przepływów fizycznych i odciążenia wybranych linii).

Nakłady przeznaczane na modernizację i utrzymanie infrastruktury sie-
ciowej oraz zarządzanie KSE są odzwierciedlane w taryfach dla odbiorców 
końcowych, jednak mimo ich ogromnej istotności, kosztom systemowym 
nie poświęca się należytej uwagi. O ile istnieje konsensus naukowy doty-
czący wyzwań związanych z rozwojem OZE i przewidywanego wzrostu kosz-
tów systemowych, stosowana w rządowych opracowaniach metodologia 
samego wyliczania tychże kosztów pozostawia wiele do życzenia. Program 
Polskiej Energetyki Jądrowej przytacza wartości z opracowań Agencji Ener-
gii Atomowej (NEA) OECD (2018 & 2019) – 25-35 zł/MWh, przy udziale OZE 
w miksie elektroenergetycznym na poziomie 10-20 proc. i odpowiednio 
60 zł/MWh dla 30 proc. oraz 110 zł/MWh dla 50 proc. Cytowane opracowa-
nie NEA podaje też wartość 50 USD/MWh (187 zł/MWh) przy udziale OZE 
wynoszącym 75 proc. W samej treści tych publikacji znajduje się jednak 
szereg zastrzeżeń dotyczących metodologii i aplikowalności rezultatów 
w poszczególnych lokalizacjach 36. Z drugiej strony, nawet stosując naj-
wyższą obliczoną przez NEA wartość kosztów systemowych – 187 zł/MWh 

35	Uchwała nr 141 Rady Ministrów z dnia 2 października 2020 w sprawie aktualizacji programu 
wieloletniego pod nazwą „Program polskiej energetyki jądrowej”.

36	Cytując oficjalne tłumaczenie drugiego z opracowań cytowanych w PPEJ: “Celem tego przy-
kładowego wykresu nie jest szacunkowa ocena kosztów sieciowych danego systemu, lecz una-
ocznienie tych efektów i wskazanie rzędu wielkości. Poziom niepewności jest wprawdzie wysoki, 
jednak większość szacunków wskazuje na wysokie wynikające z integracji VRE koszty systemowe 
na poziomie sieci [...]”

3. Rola kosztów systemowych 
w kształtowaniu cen energii
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w prognozie taryf dystrybucyjnych Instrat opisanych w p. 2.3., realizacja 
scenariusza z większym udziałem OZE jest bardziej korzystna kosztowo 
dla konsumentów energii. Niemniej, zgodnie z najlepszą wiedzą autorów, 
koszty systemowe w polskim systemie elektroenergetycznym nie zostały 
oszacowane w sposób wystarczająco szczegółowy, a niniejszy rozdział jest 
próbą wypełnienia części tej luki, ze szczególnym uwzględnieniem inwe-
stycji w sieci przesyłowe.

Warto pamiętać, że zwiększenie skali kapitałochłonnych projektów moder-
nizacyjnych w obszarze infrastruktury sieciowej jest w Polsce nieuniknione, 
nie tylko ze względu na potrzebę przystosowania systemu do rozproszonej 
natury OZE, ale przede wszystkim z powodu słabego stanu technicznego 
samych sieci. Krajowa infrastruktura energetyczna jest wiekowa oraz cha-
rakteryzuje się niewielką gęstością. Prawie połowa linii napowietrznych WN 
(110 kV) i SN ma więcej niż 40 lat, a 80 proc. linii wysokich i średnich napięć 
zostało wybudowanych ponad 25 lat temu (Rys. 23). Sieci napowietrzne SN 
starzeją się coraz bardziej, natomiast kablowych jest ciągle bardzo mało 
– udział linii kablowych SN o wieku poniżej 10 lat wzrósł jedynie o 5 p.p. 
w stosunku do poziomu z 2016 r. (PTPiREE, 2021) Przeprowadzane w ostat-
nich latach inwestycje były niewystarczające, aby zmienić strukturę wie-
kową sieci i doprowadzić do jej rozbudowy. W efekcie, już obecnie w syste-
mie brakuje mocy przyłączeniowej i narastają problemy z wprowadzaniem 
energii z OZE do KSE.

Rysunek 23. Struktura wiekowa wybranych elementów sieci dystrybucyjnej na koniec 2020 r.

Źródło: PTPiREE. (2021). Energetyka, Dystrybucja, Przesył.
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Dostępność mocy przyłączeniowej definiuje możliwości rozwoju nowych 
źródeł energii, więc pozostawienie tego problemu bez rozwiązania będzie 
dalej ograniczało potencjał wdrażania OZE, utrudni dekarbonizację elektro-
energetyki oraz może zagrozić bezpieczeństwu energetycznemu kraju. Ana-
liza dokumentów największych OSD i OSP wskazuje, że obecnie moce przy-
łączeniowe są na poziomie 10 GW, a w roku 2026 wzrosną do ok. 12 GW37. 
Nieco bardziej optymistyczne szacunki prezentuje Instytut Energetyki Odna-
wialnej, prognozując wartość 14,2 GW w 2025 r. (IEO, 2021), czyli maksy-
malnie 1,1 GW wzrostu rocznie. Nadal jest to jednak wartość zbyt niska, aby 
zaspokoić zarówno obecne38 jak i przyszłe zapotrzebowanie na możliwość 
przyłączenia do sieci. Zgodnie z analizą Instrat, do 2025 r. łączny przyrost 
mocy instalacji fotowoltaicznych i wiatrowych na lądzie sięgnie 18 GW, prze-
kraczając o ok. 4-6 GW dostępną w tym czasie moc przyłączeniową (Czyżak, 
Sikorski & Wrona, 2021). Nawet przy uwzględnieniu planowanych przez PSE 
do 2025 r. wyłączeń centralnie dysponowanych jednostek wytwórczych, 
wzrost mocy przyłączeniowej na poziomie ok. 1 GW rocznie może nie spro-
stać rozwojowi OZE, zwłaszcza, że część ich miejsca zajmą potencjalne 
nowe bloki gazowe (Czyżak, Sikorski & Wrona, 2021). Konieczne jest więc 
zwiększenie nakładów inwestycyjnych na rozwój sieci energetycznych, przy 
zapewnieniu ich równomiernego rozłożenia przestrzennego. Obecnie, poza 
niewystarczającą ilością, Polska cechuje się również istotną nierównomier-
nością dostępnych mocy przyłączeniowych na terenie kraju – zachód Polski 
posiada ich więcej niż wschód (IEO, 2021), w efekcie blokując potencjał 
wdrażania zielonych technologii w wielu regionach kraju.

3.1. Sieci dystrybucyjne

Z powodu swojego stopnia skomplikowania i zróżnicowania, to sieci dystry-
bucyjne stanowić będą największe wyzwanie, jeśli chodzi o ich dostosowa-
nie do przyszłych warunków rynkowych. 

Inwestycje w sieci dystrybucyjne na przestrzeni kilku ostatnich lat oscylo-
wały na podobnym poziomie. W 2018 r. łączne nakłady inwestycyjne OSD 
wyniosły 6,429 mld zł, w 2019 r. było to 6,571 mld zł (142 mln więcej 
w stosunku do roku poprzedzającego), a w 2020 r. nieznacznie zmalały 
w stosunku do lat poprzednich i wyniosły 6,208 mld zł (Rys. 24). Tylko nie-
wielka część tych inwestycji została dofinansowana ze środków unijnych. 
W sumie, w ramach europejskiej perspektywy finansowej na lata 2014-2020, 
dystrybutorzy energii otrzymali dotacje na rozwój sieci w wysokości około 

37	Dane z dokumentów informacji o łącznej wartości dostępnej mocy przyłączeniowej dla źródeł 
w sieci dystrybucyjnej OSD – Enea Operator, Energa Operator, Tauron Dystrybucja, PGE Dys-
trybucja i Innogy Stoen Operator – oraz OSP – PSE, publikowanych na stronach internetowych 
spółek. 

38	Firmy PV już obecnie skarżą się na brak dostępnych mocy przyłączeniowych i długi okres 
oczekiwania na wydanie warunków przyłączenia.
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1 mld zł. Projekty te są realizowane systematycznie, przeważnie w latach 
2017-2023, czyli w przeliczeniu na rok jest to jedynie ok. 143 mln zł, pod-
czas gdy historyczne inwestycje spółek przekraczały 6 mld zł rocznie. 

W przypadku zastępowania obecnego węglowego parku wytwórczego źró-
dłami OZE oraz zmiany paradygmatu funkcjonowania energetyki, inwestycje 
sieciowe będą musiały zostać zwiększone wielokrotnie, aby zapewnić bez-
pieczeństwo energetyczne kraju. Oznacza to, że finansowanie ze środków 
UE również powinno wzrosnąć, aby efektywnie wesprzeć zintensyfikowaną 
skalę projektów, a wiele z nich wręcz umożliwić.

W zaakceptowanych przez URE planach rozwoju sieci dystrybucyjnej na lata 
2020-2025 widać jednak zmianę na lepsze. Nakłady inwestycyjne w sto-
sunku do lat poprzednich zostały zwiększone i będą wynosić łącznie około 
45 mld zł (URE, 2020c), czyli 9 mld zł średniorocznie, co stanowi wzrost 
niemal o połowę względem lat poprzednich. Zgodnie z planami inwesty-
cyjnymi OSD, środki są i będą przeznaczane przede wszystkim na rozwój 
i modernizację sieci, w tym wdrażanie nowoczesnych rozwiązań sieci inte-
ligentnej oraz na zwiększanie możliwości przyłączania odnawialnych źródeł 
energii. Duża część inwestycji ma przygotować sieć na stale rosnącą liczbę 
instalacji prosumenckich i wzrost zapotrzebowania na energię wynikający 
z rozwoju gospodarki oraz elektromobilności. Modernizowane będą sieci 
wysokiego, średniego i niskiego napięcia, zarówno na terenach wiejskich, 
jak i tych silnie zurbanizowanych. Duży strumień inwestycyjny skierowany 
został na modernizację, zwiększenie mocy i unowocześnienie głównych 
punktów zasilania i budowę nowych połączeń liniowych, a także kablowa-
nie istniejących. Wszystko to ma prowadzić do zwiększenia bezpieczeń-
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Rysunek 24. Nakłady inwestycyjne OSD [mld PLN]

Źródło: Opracowanie własne Instrat na podstawie danych ARE i PTPIREE.
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stwa i pewności dostaw energii elektrycznej oraz możliwości przyłączania 
nowych odbiorców, a także poprawę wskaźników SAIDI i SAIFI, określają-
cych czas i częstotliwość przerw w dostawach energii. Niezwykle istotna 
w kolejnych latach będzie też cyfryzacja i automatyzacja sieci – wyposa-
żanie linii napowietrznych i kablowych w zdalnie sterowane rozłączniki 
i sygnalizatory zwarcia pozwoli na szybszą lokalizację zakłóceń w sieciach 
średniego napięcia, a tym samym skrócenie czasu przerw w dostawach 
energii elektrycznej. Większa obciążalność linii umożliwi także służbom 
technicznym zmiany konfiguracji sieci w stanach awaryjnych, co również 
wpłynie na niezawodność zasilania odbiorców (PTPiREE, 2021).

W kontekście inwestycji w sieci dystrybucyjne do 2040 r., w niniejszej ana-
lizie porównano ze sobą dwa scenariusze – scenariusz bazowy, nazwany 
PEP2040 oraz scenariusz Instrat, które różnią się między sobą wysoko-
ścią nakładów inwestycyjnych. Nakłady inwestycyjne na sieci dystrybu-
cyjne w scenariuszu PEP2040 wzięto bezpośrednio z planów rozwoju sieci 
dystrybucyjnej przez OSD na lata 2020-2025. Założono takie same tempo 
inwestycji i średnioroczne wydatki na sieć dystrybucyjną w perspektywie 
następnych 20 lat. Do 2030 r. łącznie będzie to zatem około 90 mld zł, a do 
roku 2040 dwa razy tyle, czyli 180 mld zł. 

Scenariusz Instrat jest bardziej ambitny i opiera się na zdecydowanie więk-
szej ilości OZE, a co za tym idzie – nakłady na sieć dystrybucyjną będą 
odpowiednio wyższe. W perspektywie 2040 zakładamy łączny przyrost mocy 
zainstalowanej OZE o ok. 41-43 GW na dekadę, podczas gdy w PEP2040 jest 
to raptem 7 GW w latach 2021-2030 i 13 GW w latach 2031-2040. Biorąc 
pod uwagę rozkład poszczególnych technologii OZE oceniamy, że w latach 
2021-2030 70 proc. nowych mocy OZE zostanie przyłączonych do sieci dys-
trybucyjnych, a w kolejnej dekadzie będzie to 64 proc.
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Rysunek 25. Nakłady inwestycyjne OSD w latach 2021-2040 [mld PLN]

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Jak ta różnica w skali rozwoju OZE wpłynie na koszty inwestycji w sieci? Sza-
cunki koniecznych nakładów na sieci dystrybucyjne zawarto we wspólnym 
opracowaniu Eurelectric (federacja europejskich spółek energetycznych), 
Deloitte (globalna firma doradcza) i E.DSO (zrzeszenie europejskich operato-
rów sieci dystrybucyjnych). Raport ten zawiera prognozy dla poszczególnych 
krajów UE, w tym Polski. W scenariuszu, w którym przyrost mocy zainstalo-
wanej OZE wynosi 42 GW, i, podobnie jak w scenariuszu Instrat, większość 
nowych instalacji OZE przyłącza się do sieci dystrybucyjnych, inwestycje 
związane z rozwojem OZE, modernizacją istniejącej infrastruktury i poprawą 
jakości dostaw energii kosztują do 2030 r. 15,8 mld euro. Warto zaznaczyć, 
że wg. Eurelectric 47 proc. łącznej kwoty inwestycji związane jest pośrednio 
lub bezpośrednio z rozwojem OZE, reszta nakładów to środki na cyfryzację 
sieci, koszty związane z elektryfikacją budownictwa i przemysłu, czy roz-
wojem infrastruktury ładowania pojazdów elektrycznych 39. Zakładamy, że 
w scenariuszu bazowym – zgodnym z planami polskich OSD, proporcja ta 
jest podobna – 42,4 mld zł w latach 2021-2030 można więc określić jako 
powiązane z rozwojem OZE. W scenariuszu Instrat koszty te są o 29,3 mld 
zł wyższe i utrzymają się także w latach 2031-2040. Łącznie, w perspekty-
wie 2040, w scenariuszu Instrat inwestycje w sieci dystrybucyjne wyniosą 
238,4 mld zł – o 58,6 mld więcej niż w scenariuszu PEP2040, co znajdzie 
odzwierciedlenie w wysokości taryf dystrybucyjnych.

39	W innych krajach proporcja ta jest podobno i typowo wynosi ok. 50 proc.

Dotacje UE na rozwój sieci elektroenergetycznej w Polsce

Rola dotacji UE w finansowaniu inwestycji w KSE rośnie i będzie się 
nasilała w kolejnych latach. Każdy z aktywnych na rynku OSD i OSP 
realizuje przynajmniej kilka projektów, na które pozyskano środki unijne, 
lecz skala wsparcia wciąż jest za mała i musi ulec powiększeniu, aby 
umożliwić dostosowanie sieci do potrzeb niskoemisyjnej gospodarki. 

W okresie budżetowym 2014-2020, OSD i OSP pozyskiwali dotacje 
w ramach Programu Operacyjnego Infrastruktura i Środowisko (POIiŚ). 
Dodatkowo PSE skorzystały z dostępnego jedynie dla OSP programu 
wspierającego połączenia transgraniczne – Łącząc Europę (CEF). 

W latach 2017-2021 PSE podpisały umowy o dofinansowanie projektów 
o łącznej wartości przekraczającej 6,5 mld zł, na co otrzymały dotacje 
sięgające 1,7 mld zł (PSE, 2021), czyli ok. 340 mln zł rocznie. Roczne 
dotacje o tej wysokości pozwalają na pokrycie ok. 25 proc. kosztów 
inwestycji w sieci przeprowadzonych przez PSE w latach 2017-2020*.  
Ponadto, dzięki CEF operator pozyskał dodatkowe 1,4 mld zł wsparcia. 
W przypadku OSD – PGE Dystrybucja, Tauron Dystrybucja, Enea Operator, 
Energa Operator, innogy Stoen Operator – spółki zakontraktowały 

* PSE pozyskały również dodatkowe 1,4 mld wsparcia z programu CEF.
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realizację projektów unijnych o łącznej wartości przewyższającej 2 mld zł, 
na co otrzymały ponad 1 mld zł wsparcia w formie dotacji. Inwestycje 
są realizowane systematycznie przeważnie od 2017 r., a ostatnie z nich 
mają zostać oddane w 2023 r. Skala unijnego wsparcia stanowi jedynie 
niewielki ułamek nakładów finansowych corocznie przeznaczanych 
przez spółki na inwestycje w sieci, szczególnie w przypadku OSD 
(jedynie ok. 2 proc.). Utrzymanie jej na obecnym poziomie może 
opóźnić lub uniemożliwić wiele koniecznych modernizacji KSE, więc 
rola programów pomocowych powinna znacznie wzrosnąć. Na ratunek 
może przyjść finansowanie w ramach polityki spójności na lata 2021-
2027, w połączeniu z innymi programami unijnymi. Poza Europejskim 
Funduszem na Infrastrukturę, Klimat, Środowisko (następca POIiŚ), 
dodatkowe środki na inwestycje w sieci będą przeznaczane z programów 
takich jak Fundusz Odbudowy – na rozwój sieci przesyłowych 
i inteligentną infrastrukturę elektroenergetyczną przeznaczone ma 
zostać 300 mln euro (ok. 1,4 mld zł) (Ministerstwo Funduszy i Polityki 
Regionalnej, 2021), Fundusz Modernizacyjny czy Fundusz Transformacji 
Energetyki. Jeżeli zostaną one efektywnie wykorzystane to mają szansę 
w istotnym stopniu przyczynić się do zminimalizowania ograniczeń 
finansowych operatorów sieci, a także mogą odciążyć odbiorców 
końcowych energii, na których przenoszone są koszty inwestycyjne  
OSD i OSP. 

3.2. Sieci przesyłowe

Podobnie jak sieć dystrybucyjna, polska sieć przesyłowa przez lata cierpiała 
na niedobór inwestycji, m.in. przez co charakteryzuje niewielką gęstością. 
Na jeden kilometr kwadratowy (km2) powierzchni kraju przypada jedynie 
0.05 km sieci najwyższych napięć – 400 i 220 kV. Jest to niewiele na tle 
innych krajów UE (Rys. 26) – w Niemczech oraz Anglii i Walii współczynnik 
ten wynosi 0.1, w przypadku Francji i Hiszpanii jest to 0.08, a w Portugalii, 
Czechach i Austrii 0.07. Polska sieć przesyłowa jest więc o połowę rzad-
sza niż np. sieć niemiecka. Wiąże się to z szeregiem zagrożeń, które mogą 
doprowadzić do trudności z przesyłem prądu, w efekcie zagrażając bezpie-
czeństwu dostaw energii elektrycznej dla odbiorców końcowych (Dołęga, 
2018). Jest to szczególnie istotne w okolicznościach prognozowanego 
wzrostu zapotrzebowania na energię elektryczną w kraju. Oznacza to, że 
intensywne działania na rzecz rozbudowy sieci powinny zostać podjęte już 
dziś, a poza zagęszczeniem linii na terenie kraju i inwestycjom pozwalają-
cym na bezpieczne wyprowadzenie mocy z OZE (Dołęga, 2018), istotnym 
będzie również zwiększenie przepustowości połączeń transgranicznych, 
które dodatkowo zwiększą bezpieczeństwo energetyczne oraz zapewnią 
możliwość swobodnego handlu energią na rynku wewnętrznym i między-
narodowym.
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Rysunek 26. Gęstość sieci najwyższych napięć w Polsce oraz wybranych krajach UE

Źródło: Opracowanie własne Instrat. 
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Należy odbierać za pozytywny sygnał fakt, że inwestycje PSE w ostatnich 
latach wzrosły, a ich wartość wynosiła od ok. 1,2 do 1,8 mld zł rocznie 
(Rys. 27). Większość projektów PSE (95 proc.) koncentruje się na budowie, 
rozbudowie i modernizacji sieci – najwięcej środków na to przeznaczono 
w 2018 r. – 1,73 mld zł. W 2019 r. inwestycje spółki zmalały do ok. 1,5 mld zł, 
a trend spadkowy został utrzymany w 2020 r., najprawdopodobniej ze 
względu na spowolnienie wywołane COVID-19. Podobnie jak w przypadku 
dystrybucji, nakłady na sieci przesyłowe również będą musiały wzrosnąć. 

W przypadku przyszłych inwestycji, zapisy ustawy z dnia 10 kwietnia 1997 r. 
Prawo energetyczne zobowiązują OSP (czyli PSE) do sporządzania planów 
rozwoju w zakresie zaspokojenia obecnego i przyszłego zapotrzebowania 
na energię elektryczną (PRSP) na okres 10 lat oraz ich aktualizacji co 3 lata. 
Najnowszy, opublikowany przez PSE PRSP, wskazuje, że suma planowanych 
na lata 2021-2030 inwestycji będzie wymagała nakładów sięgających nawet 
14,16 mld zł (PSE, 2020), w wariancie ekspansyjnym. Środki te mają zostać 
przeznaczone zarówno na inwestycje w budowę, rozbudowę i modernizację 
stacji i linii elektroenergetycznych jak i projekty z zakresu teleinformatyki, 
budynków i budowli, zakupu gotowych dóbr inwestycyjnych oraz zakupu 
obiektów sieciowych i regulowania stanu prawnego nieruchomości. Jed-
nak działalność inwestycyjna spółki w perspektywie do 2030 r. ma zostać 
ukierunkowana głównie na rozwój linii 400 kV – zarówno budowa nowych 
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Rysunek 27. Wartość inwestycji przeprowadzonych przez PSE w latach 2012-2020 [mln PLN]

Źródło: Opracowanie własne Instrat na podstawie zintegrowanych raportów rocznych PSE.
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Stacja elektroenergetyczna

Łącze transgraniczne

Linia 220 kV

Linia 400 kV

jak i zastąpienie istniejących sieci 200 kV liniami o napięciu 400 kV (PSE, 
2020). Przy utrzymaniu historycznego trendu przeznaczania 95 proc. środ-
ków inwestycyjnych na sieci, budowa, rozbudowa i modernizacja stacji i linii 
pochłonie do 2030 r. ok. 13,45 mld zł. – tzn. ok. 1,35 mld zł rocznie. Pla-
nowane średnie roczne nakłady są więc niższe niż te obserwowane histo-
rycznie. Oznacza to, że w kontekście potrzeby gruntownej poprawy stanu 
technicznego sieci, zwiększenia jej gęstości oraz dostępności mocy przyłą-
czeniowych, nakłady inwestycyjne będą musiały ulec podwyższeniu.

 Aby ocenić skalę koniecznych inwestycji w sieci przesyłowe, za pomocą 
modelu PyPSA-PL oszacowano obciążenie poszczególnych linii najwyższych 
napięć w scenariuszach PEP2040 i Instrat oraz zaproponowano działania 
związane z ich modernizacją w perspektywie 2030 i 2040 roku. Model PyP-
SA-PL zawiera dokładne odwzorowanie sieci 400 kV wraz z jej węzłami (sta-
cjami elektroenergetycznymi) oraz uproszczoną strukturę sieci 220 kV. Mapę 
sieci wraz z zaznaczonym rozkładem obciążeń dla scenariusza PEP2040 
w 2030 r. pokazano na Rys. 28. Za pomocą modelu można określić, które 
linie ulegną przeciążeniu z powodu np. nierównomiernego rozmieszczenia 
jednostek wytwórczych lub jego niedopasowania do lokalizacji z najwięk-
szym zapotrzebowaniem. W dalszej kolejności zaproponowano inwesty-
cje adresujące te przeciążenia. Łączne koszty tych inwestycji przedsta-
wiono na Rys. 29 – dla scenariusza PEP2040 w perspektywie 2030 r. nie 

Rysunek 28. Mapa sieci przesyłowych i obciążenie linii w scenariuszu PEP2040 w 2030 r.

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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są wymagane dodatkowe nakłady względem tych planowanych w PRSP, 
w scenariuszu Instrat konieczne jest zwiększenie tych wydatków o 3 mld zł. 
W latach 2031-2040 w scenariuszu PEP2040 nakłady inwestycyjne wynoszą 
6,3 mld zł, w scenariuszu Instrat 13,3 mld zł. Łącznie, w scenariuszu Instrat 
w latach 2021-2040 koszty inwestycji w sieci przesyłowe są o 10 mld zł 
wyższe niż w scenariuszu PEP2040, co ma jednak niewielki wpływ na wyso-
kość taryfy dla odbiorców końcowych (patrz p. 2.3.) w porównaniu do kosz-
tów w obszarze sieci dystrybucyjnych. Szczegółowy opis metodologii oraz 
wyników opisano w załączniku 1.

Rysunek 29. Szacowane nakłady inwestycyjne na sieci przesyłowe w latach 2021-2040 [mld PLN]

Źródło: Opracowanie własne Instrat.

3.3. Pozostałe koszty systemowe

Wśród kosztów systemowych, oprócz inwestycji w sieci przesyłowe i dystry-
bucyjne, należy uwzględnić także koszty zapewnienia odpowiedniej rezerwy 
mocy, koszty zarządzania zmienną produkcją energii z OZE, koszty bilan-
sowania i usług systemowych wykorzystywanych przez OSP. Najważniejsze 
z nich omówiono poniżej.
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Zapewnienie wymaganej rezerwy mocy

Jednym z kluczowych zagadnień związanych z projektowaniem miksu ener-
getycznego opartego w dużej mierze o źródła odnawialne jest zapewnienie 
rezerwy mocy, koniecznej w momentach ograniczonej dostępności energii 
z wiatru i słońca. Warto pamiętać, że rezerwa mocy wykorzystywana jest 
jedynie okazjonalnie i w związku z tym nie powinna kontrybuować istotnie 
do emisji gazów cieplarnianych oraz wpływać na cenę energii w dłuższym 
okresie. Tym samym, rezerwa ta może być zapewniana przez elektrow-
nie konwencjonalne, pod warunkiem, że ich produkcja w ciągu roku będzie 
ograniczona. 

Zapewnienie odpowiedniej ilości mocy dyspozycyjnych w KSE miał umoż-
liwić rynek mocy, ale, jak opisano w p. 2.2., nie spełnił on pokładanych 
w nim oczekiwań. W szczególności, jego konstrukcja doprowadzi do ogrom-
nej luki w bilansie mocy po 2025 r. Propozycję wypełnienia tej luki opisano 
w pierwszym raporcie cyklu – “Droga do celu” (Czyżak, 2021a), w którym 
postulowano utrzymanie przy życiu jednostek węglowych, które pracowa-
łyby z bardzo niską utylizacją – rzędu kilkuset godzin rocznie. Wystarczy-
łoby to do zbilansowania systemu, będąc jednocześnie w zgodzie z pra-
wem UE (ograniczającym dozwolone emisje jednostek subsydiowanych do 
350 kg CO2/kW rocznie (UE, 2019)). Koszt takiego rozwiązania oszacowano 
na 14,34 mld zł w latach 2025-2040, przy założeniu pokrycia całości kosz-
tów stałych bloków pozostających w rezerwie. Wpływ tego mechanizmu na 
taryfy gospodarstw domowych nie jest znaczny – w 2030 r. byłoby to 9,1 zł/
MWh, w 2040 r. 4,8 zł/MWh (Rys. 30).
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Rysunek 30. Koszty rezerwy węglowej

Źródło: Opracowanie własne Instrat.

Koszt rezerwy Wpływ na taryfę

2021 24 3322 3125 3423 3226 3527 3628 3729 3830 39 2040

Ko
sz

t 
re

ze
rw

y 
w

ęg
lo

w
ej

 [m
ld

 P
LN

]

U
dz

ia
ł 

w
 t

ar
yfi

e 
[P

LN
/M

W
h]

0.6 0.7 0.9 1.4 1.4

9.10

0.00

4.92 4.78

1.0 1.0 0.8 0.8 0.7 1.3 1.2 1.1 0.8 0.8



57 Brakujący element układanki. Rozważania o bezpieczeństwie energetycznym.

Alternatywą proponowaną przez rząd jest stworzenie Narodowej Agencji 
Bezpieczeństwa Energetycznego (NABE), która miałaby przejąć od spółek 
energetycznych bloki węglowe, a następnie utrzymać je przy życiu przez 
bliżej nieokreślony czas. W projekcie nie podano też sposobu w jaki NABE 
miałoby być finansowane, a zgodnie z analizą dokonaną przez Instrat 
i ClientEarth (Czyżak & Kukuła, 2020), koszty powstania i utrzymania NABE 
w perspektywie 2040 wyniosłyby nawet 63,3 mld zł – czterokrotnie więcej 
niż w scenariuszu Instrat. W rzeczywistości koszty dla podatników mogłyby 
być jeszcze wyższe, gdyż wyliczenia Instratu nie uwzględniają ryzyka, że, 
będąc monopolistą, NABE dyktować będzie niezwykle wysokie ceny energii, 
konieczne dla jej przetrwania.

Ponieważ od momentu ogłoszenia koncepcji NABE w kwietniu 2021 r. nadal 
nie ujawniono szczegółów projektu, a szereg instytucji państwowych wypo-
wiada się na jego temat negatywnie (w tym MKiŚ i URE), w scenariuszu 
PEP2040 nie zawarto kosztów NABE ani żadnych innych kosztów utrzymania 
przy życiu jednostek węglowych po wygaśnięciu ich kontraktów mocowych. 
Oczywiście takie założenie faworyzuje scenariusz PEP2040 względem sce-
nariusza Instrat.

Oprócz rezerwy węglowej, w scenariuszu Instrat funkcjonują inne tech-
nologie zapewniające wymagany poziom mocy dyspozycyjnych – w tym 
bloki gazowe CCGT, bloki na zielony wodór (modelowane jako OCGT), wiel-
koskalowe magazyny energii czy elektrownie szczytowo-pompowe. Zgodnie 
z p. 2.3., te rozwiązania wspierane są przez rynek mocy (zarówno w scena-
riuszu Instrat, jak i PEP2040), który w tej czy innej formie będzie najpraw-
dopodobniej przedłużony, a jego koszty uwzględniono w prognozie taryf.

Zarządzanie nadprodukcją energii z OZE

Opisana powyżej rezerwa mocy adresuje problem okresowych niedoborów 
energii z OZE. Istotnym wyzwaniem jest także sytuacja odwrotna – nad-
produkcja energii ze źródeł odnawialnych występująca np. w momentach 
dużej wietrzności i niskiego zapotrzebowania. O ile nie powinno stanowić 
to problemu dla bezpieczeństwa dostaw energii, może utrudniać osiągnię-
cie zwrotu z inwestycji w elektrownie wiatrowe i słoneczne – jeśli nad-
miarowa energia nie może być odebrana przez KSE lub zmagazynowana, 
jednostka zostanie odłączona od sieci i nie będzie mogła generować przy-
chodów. Skala tego zjawiska pozostaje marginalna przy udziale OZE w mik-
sie energetycznym na poziomie 40 proc. (zgodnie ze scenariuszem Instrat 
dla 2025 r.), jednak przy dalszym zwiększaniu mocy zainstalowanych OZE 
wymaga zaadresowania. 

Nadprodukcję energii z OZE można oszacować odejmując teoretycznie 
dostępną moc elektrowni 40 od mocy odebranej w danym momencie przez 

40	Iloczynem mocy zainstalowanej i współczynnikiem wykorzystania mocy wynikającym 
z warunków pogodowych i parametrów technicznych elektrowni (m.in. wysokość zamocowania 
turbiny, model turbiny i jej krzywa mocowa, sprawność modułów fotowoltaicznych czy falow-
nika itd.).
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KSE. Oczywiście, szereg dodatkowych czynników może bowiem wpłynąć na 
konieczność wyłączenia jednostki wytwórczej, w tym także np. przestoje 
techniczne czy remonty. Niemniej, stosując przytoczoną definicję i anali-
zując wyniki działania modelu PyPSA-PL można oceniać, że nadprodukcja 
energii z wiatru i słońca wzrastać będzie od ok. 10 TWh w 2030 r. do nawet 
57-59 TWh w 2040 r. (Rys. 31). Tak duże wartości stanowiłyby poważne 
zagrożenie dla rentowności OZE i mogłyby doprowadzić do zmniejszenia 
dynamiki inwestycji i, tym samym, niemożności realizacji celów klimatycz-
nych lub powstania luki w bilansie mocy. 

Najmniej efektywnym rozwiązaniem problemu nadprodukcji energii z OZE 
byłoby stworzenie programu dopłat dla elektrowni wiatrowych i słonecz-
nych, który zwracałby inwestorom straty poniesione z tytułu utraconej 
energii. Pesymistyczna kalkulacja kosztów takiego mechanizmu zakłada 
rekompensatę za cały wolumen nadprodukcji na poziomie kosztów wytwa-
rzania (LCoE), w całości finansowaną przez odbiorców końcowych energii. 
Koszt w takim wariancie sięgnąłby 2 mld zł w 2030 r. i 9 mld zł w 2040 r. 
i miałby ogromny negatywny wpływ na taryfy, dodając do nich odpowied-
nio 10,5 zł/MWh w 2030 r. i 53,8 zł/MWh w 2040 r. (Rys. 31). Scenariusz 
taki jest mało realistyczny i nie uwzględnia chociażby eksportu nadwyżki 
energii do krajów sąsiednich, niemniej ten pesymistyczny wariant przyjęto 
w kalkulacji taryf aby oszacować maksymalne możliwe wartości kosztów 
systemowych OZE.
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Rysunek 31. Koszty nadprodukcji energii z OZE

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Preferowanym i powszechnie planowanym sposobem zarządzania nadwyżką 
energii z OZE jest produkcja zielonego wodoru w procesie elektrolizy. Nie-
dawno przyjęta Polska Strategia Wodorowa do roku 2030 z perspektywą do 
2040 r. 41 zakłada instalację 2 GW elektrolizerów w ciągu najbliższej dekady. 
Urządzenia te pozwoliłyby na wyprodukowanie 0,19 mln ton wodoru42 przy 
konsumpcji energii elektrycznej na poziomie 10 TWh – przewyższającej 
nadwyżkę energii z OZE43. W 2040 r. z elektrolizerów o mocy 10 GW można 
byłoby uzyskać 0,97 mln ton wodoru, z wykorzystaniem 50,4 TWh energii 
elektrycznej – ponownie jest to niemal całość nadwyżki OZE w tym roku. 
Wśród zalet inwestycji w elektrolizery warto wspomnieć fakt, że, zgodnie 
z szacunkami Aurora Energy Research (2021), zastosowanie elektrolizerów 
zwiększyłoby współczynnik wykorzystania mocy w potencjalnej elektrowni 
atomowej poprawiając jej rentowność i ułatwiając sfinansowanie projektu.

Wśród innych metod zarządzania profilem produkcji energii z OZE znaj-
duje się także oczywiście zastosowanie magazynów energii czy zwiększe-
nie przepustowości połączeń transgranicznych – co zostało uwzględnione 
w modelu PyPSA-PL (patrz p. 2.3. oraz raport “Co po węglu?”).

Temat nadprodukcji energii z OZE jest niewątpliwie zagadnieniem ważnym, 
istotny wpływ na taryfy odbiorców zyskuje jednak dopiero przy bardzo 
dużym udziale OZE w miksie energetycznym. Jednocześnie, już teraz ist-
nieją metody mitygacji negatywnych efektów nadwyżek energii. Przyjęcie 
Polskiej Strategii Wodorowej z ambitnymi celami już na 2030 r. pozwala 
sądzić, że zaadresowanie wyzwań związanych z nadprodukcją energii z OZE 
nie będzie miało negatywnego wpływu na odbiorców końcowych energii. 

Inne

Lista potencjalnych kosztów systemowych jest długa, a w niniejszym opra-
cowaniu skupiono się na najważniejszych kategoriach. Części kosztów sys-
temowych nie poświęcono dedykowanych rozdziałów raportu, ale zostały 
one uwzględnione w samym modelu – należą do nich np.:

• Koszty związane z importem energii, międzyoperatorską wymianą 
międzysystemową i rozwojem połączeń transgranicznych – 
uwzględnione w koszcie wytwarzania energii i w kosztach inwestycji 
sieciowych. Nie przewidziano inwestycji w połączenia transgraniczne 
innych niż już zaplanowane w ramach TYNDP;

41	Uchwała Rady Ministrów z dnia 2 listopada 2021 r. ws. przyjęcia „Polskiej strategii wodorowej 
do roku 2030 z perspektywą do 2040 r.”

42	Przy założeniu 5000 godzin pracy rocznie, sprawności 70 proc. i kaloryczności wodoru 130 
MJ/kg – zgodnie z projektem Polskiej Strategii Wodorowej (MKiŚ, 2021a).

43	Przy czym należy pamiętać, że profil pracy elektrolizerów, profil zapotrzebowania na energię 
z KSE, profil wymiany transgranicznej, profil produkcji energii z wiatru i słońca nie muszą być 
idealnie dopasowane, a w momentach szczytowej nadprodukcji OZE może ona przekraczać moc 
elektrolizerów, co oznacza, że nie całość nadwyżki będzie mogła być wykorzystana. Z drugiej 
strony, nadwyżka energii w Polsce może być także eksportowana do krajów sąsiednich także 
dysponujących elektrolizerami (lub służyć pokryciu ich zapotrzebowania).
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• Koszty zarządzania zapotrzebowaniem – uwzględnione w koszcie 
wytwarzania energii w ramach jednostek DSR;

• Koszty redispatchingu – pośrednio uwzględnione poprzez znaczącą 
ekspansję sieci (kalibrowaną do maksymalnego obciążenia linii 
w ciągu roku), która powinna ograniczyć przeciążenia. To oznacza, że 
redispatching nie powinien być konieczny istotnie częściej niż obecnie;

• Inne koszty związane z bilansowaniem – produkcja energii ze słońca 
i wiatru w modelu bazuje na godzinowych danych pogodowych dla 
poszczególnych lokalizacji, a w modelu zawarto szereg rozwiązań 
wspierających bilansowanie – w tym dwa typy bateryjnych magazynów 
energii, elektrownie szczytowo-pompowe, konwencjonalne elektrownie 
szczytowe, mechanizm DSR. Model bilansuje się w każdej godzinie 
roku bez użycia DSR i bez ponadstandardowej ekspansji połączeń 
transgranicznych. To oznacza, że najważniejsze koszty związane 
z bilansowaniem (obok tych opisanych wyżej jak np. nadprodukcja 
OZE, rezerwa, inwestycje sieciowe) zostały zaadresowane już na etapie 
tworzenia scenariuszy.

Jednym z kosztów systemowych, który warto zbadać w ramach odrębnej 
analizy, jest koszt przystosowania bloków węglowych do pracy w rezerwie 
– czyli z ograniczoną utylizacją i koniecznością przyspieszonego urucha-
miania. W tym zakresie realizowany jest już jednak program “Bloki 200+” 
(NCBiR, 2021), który ma dostosować istniejące jednostki do zwiększają-
cych się wymagań dotyczących elastyczności. Takie działania potrzebne 
są zarówno w scenariuszu Instrat, jak i w scenariuszu PEP2040, a ich koszt 
będzie musiał być uwzględniony wśród ewentualnych kosztów ponoszonych 
przez NABE.
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Definicja bezpieczeństwa energetycznego skupia się na dwóch aspektach – 
stabilności dostaw energii oraz jej przystępnej cenie. W rozdziale 2 skupiono 
się na drugim z tych czynników i omówiono dotkliwe konsekwencje finan-
sowe pozostania przy węglowym status quo dla gospodarstw domowych 
i szansę, jaką stanowią odnawialne źródła energii. W rozdziale 3 wskazano 
wyzwania związane z rozwojem i modernizacją infrastruktury sieciowej 
przy zwiększającym się udziale OZE w miksie elektroenergetycznym oraz 
oszacowano skalę kosztów systemowych koniecznych do poniesienia, aby 
zapewnić ciągłość dostaw energii przy wykorzystaniu źródeł zależnych od 
warunków pogodowych. W niniejszym rozdziale skupiono się na niefinan-
sowych konsekwencjach realizacji scenariuszy PEP2040 oraz Instrat, w tym 
na wpływie obu na bilans mocy, który bezpośrednio determinuje możliwość 
stabilnego dostarczania energii elektrycznej odbiorcom końcowym.

4.1. Zapewnienie 
ciągłości dostaw energii 
w wariancie status quo

Analizując możliwości bilansowania systemu elektroenergetycznego 
w kolejnych latach warto wyciągać wnioski z przeszłości, w szczególności 
zauważając sytuacje, w których głównie awaryjny import energii z zagranicy 
pozwolił Polsce utrzymać ciągłość dostaw energii.

Teoretycznie, w poprzednich latach nadwyżka mocy, którą dysponował OSP, 
była wystarczająca dla pokrycia krajowego zapotrzebowania na moc oraz 
zapewnienia bezpieczeństwa dostaw energii (Rys. 32). Trendem, który uwi-
dacznia się na przestrzeni ostatnich lat jest jednak stały i szybki wzrost 
zapotrzebowania zarówno na energię elektryczną, jak i moc, czy to w okre-
sie letnim (głównie urządzenia klimatyzacyjne), czy zimowym (ogrzewa-
nie elektryczne). W kolejnych latach zapewnienie wymaganego poziomu 
rezerwy mocy dostępnej dla OSP w szczytach zapotrzebowania może być 
więc istotnym wyzwaniem.

4. Wyzwania związane 
z bezpieczeństwem 
energetycznym Polski
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Rysunek 32. Historyczna moc zainstalowana w KSE bez elektrowni słonecznych i wiatrowych 
oraz maksymalne zapotrzebowanie szczytowe na moc [GW]

Źródło: Opracowanie własne Instrat na podstawie danych ARE.
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Teoretycznie, w poprzednich latach nadwyżka mocy, którą dysponował OSP, 
była wystarczająca dla pokrycia krajowego zapotrzebowania na moc oraz 
zapewnienia bezpieczeństwa dostaw energii (Rys. 32). Trendem, który uwi-
dacznia się na przestrzeni ostatnich lat jest jednak stały i szybki wzrost 
zapotrzebowania zarówno na energię elektryczną, jak i moc, czy to w okre-
sie letnim (głównie urządzenia klimatyzacyjne), czy zimowym (ogrzewa-
nie elektryczne). W kolejnych latach zapewnienie wymaganego poziomu 
rezerwy mocy dostępnej dla OSP w szczytach zapotrzebowania może być 
więc istotnym wyzwaniem. 

Dla bezpiecznej pracy systemu elektroenergetycznego należy zapewnić 
możliwość jego zbilansowania w każdym momencie. W bilansowaniu biorą 
udział głównie duże jednostki JWCD, które są przyłączone do sieci przesy-
łowej i koordynowanej 110 kV oraz podlegają centralnemu dysponowaniu 
przez PSE. Jednak z racji wzrastającej liczby mniejszych źródeł OZE w sys-
temie w ostatnich latach, w coraz większym stopniu kontrybuują one do 
całkowitego bilansu mocy.
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Z analizy danych zebranych od wytwórców energii przez URE (URE, 2021c) 
wynika, że w perspektywie 2034 r. spadnie potencjał wytwórczy mocy 
dyspozycyjnych w krajowym systemie elektroenergetycznym. Planowane 
jest oddanie do eksploatacji łącznie ponad 14,2 GW nowych mocy wytwór-
czych, z czego najwięcej ma pochodzić z technologii offshore (4,8 GW), 
gazu ziemnego (4,4 GW) oraz fotowoltaiki (2,8 GW). Jednocześnie, zakłada 
się  wycofanie z eksploatacji jednostek o łącznej mocy 18,8 GW, opartych 
głównie na węglu kamiennym (12,8 MW) i brunatnym (5,3 MW). Należy 
pamiętać, że zmienność i nieprzewidywalność warunków pogodowych 
negatywnie wpływa na możliwość zagwarantowania mocy dyspozycyjnej 
z OZE w porównaniu do elektrowni konwencjonalnych. Przekłada się to na 
ich mniejszy wpływ na utrzymanie stabilności KSE. Dlatego też, pomimo 
stałego wzrostu mocy z OZE zainstalowanej w systemie, moc dyspozycyjna 
będzie maleć – wycofywane i nowe jednostki różnią się współczynnikiem 
dyspozycyjności, co będzie skutkowało zmniejszeniem mocy dyspozycyj-
nej w tym horyzoncie czasowym nawet o 31 proc. (10,6 GW). Aby uniknąć 
problemów ze stabilnością dostaw energii, konieczna jest bardzo szybka 
budowa nowych jednostek i dalsze wprowadzanie elastycznych rozwiązań 
rynkowych, takich jak na przykład DSR, magazyny energii czy zwiększony 
import energii (URE, 2021c).

W ciągu ostatnich kilku lat wystąpiło już kilka incydentów, które mogły 
doprowadzić do blackoutu. Jeden z nich miał miejsce w roku 2015 r., kiedy 
w okresie letnim od 10 do 31 sierpnia wprowadzone zostały ograniczenia 
w dostarczaniu i poborze energii elektrycznej na skutek niewystarczających 
zdolności wytwórczych i przesyłowych KSE. PSE wdrożyło wówczas stopnie 
zasilania w poszczególnych godzinach doby. Stopień „20“, czyli najwyższy 
z możliwych, obowiązywał 10 sierpnia 2015 r. w godzinach 10:00–17:00 
(Dołęga, 2020). W 2020 roku PSE musiały zdać kolejny stress test – 
22 czerwca 2020 r. nieplanowane ubytki mocy wytwórczych wyniosły histo-
ryczne maksimum – 5,7 GW. Było to spowodowane intensywnymi opadami 
deszczu, które doprowadziły do problemów z nawęglaniem bloków oraz 
do awarii urządzeń elektrycznych, w tym instalacji wyprowadzania mocy. 
Kryzys pogłębiły również inne awarie losowe, które miały wtedy miejsce. 
Udało się jednak zachować ciągłość dostarczania energii – w tym przypadku 
nie bez znaczenia było obniżone zapotrzebowanie KSE w związku z pande-
mią, wysoki import energii, a także zwiększony poziom rezerw w krajowych 
elektrowniach konwencjonalnych (MKiŚ, 2021c). Równie krytyczne zdarzenie 
nastąpiło 17 maja 2021 r., kiedy na skutek błędu ludzkiego i niewykrywalnej 
wcześniej wady jednego z elementów stacji, doszło do zwarcia na stacji 
elektroenergetycznej Rogowiec, należącej do PSE. W wyniku tego wydarze-
nia wyłącznych zostało 10 bloków Elektrowni Bełchatów. Utracono wtedy 
3640 MW mocy, ale system udało się szybko zbilansować dzięki uruchomie-
niu generacji w elektrowniach szczytowo-pompowych, aktywacji wirującej 
rezerwy cieplnej w pracujących elektrowniach oraz międzyoperatorskiemu 
importowi energii z sąsiednich systemów (PSE, 2021a). 

Wśród istotnych awarii jednostek wytwórczych, wpływających na kurczący 
się bilans mocy w ostatnich latach, warto wspomnieć o przestoju najnow-
szego bloku Elektrowni Jaworzno. Blok ten oddano do użytku w listopa-
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dzie 2020 r. (pół roku po terminie), jednakże w pierwszej fazie eksploatacji 
kotła zdiagnozowano wiele dodatkowych nieprawidłowości, więc jednostka 
musiała zostać wyłączona. Ponowne zsynchronizowanie bloku z siecią ener-
getyczną jest planowane na 29 kwietnia 2022 r., po wcześniejszym wykona-
niu szeregu prac naprawczych. To oznacza 2 letnie opóźnienie w stosunku 
do pierwotnych założeń (Kośka, 2021) oraz powoduje istotną, 910-mega-
watową lukę w mocach dostępnych dla OSP w czasie niezwykle napiętego 
okresu zimowego związanego ze wzrostem cen surowców i energii na nie-
mal wszystkich rynkach europejskich. 

Ze względu na występujące ryzyko niedoboru mocy oraz długość procesów 
inwestycyjnych niezbędne jest niezwłoczne rozpoczęcie budowy nowych 
źródeł wytwarzania energii elektrycznej. Pozwolą one na wypełnienie luki 
bilansowej KSE po 2025 r., aby nie doszło do wystąpienia niedoborów mocy 
i w konsekwencji przerwy w jej dostawach do krajowych odbiorców. Tym-
czasem, planowane do oddania od 2024 r. inwestycje, które łącznie wyno-
szą około 9 GW, nie mają zapewnionego finansowania, co stawia pod dużym 
znakiem zapytania realność ich realizacji w planowanej skali i terminie (URE, 
2021c). Konieczne jest zapewnienie właściwych warunków funkcjonowa-
nia na rynku przede wszystkim nowym źródłom wytwórczym, w tym OZE. 
Istniejące jednostki będą wycofywane z eksploatacji z powodu ich wieku 
i stanu technicznego, niespełniania norm emisyjnych i zakończenia okresu 
ich derogacji, a także braku efektywności ekonomicznej (URE, 2021c). Warto 
pamiętać o tym, że ponad 70 z 90 bloków węglowych przekroczyło już czas, 
na jaki były projektowane, a coraz częstsze awarie powodują wzrost długo-
ści trwania i ilości ich remontów, co ciągle zmniejsza ilość dostępnej mocy 
w systemie (Elżbieciak & Zasuń, 2021).

4.2. Bilansowanie KSE  
w scenariuszu PEP2040

Bolączki polskiego systemu energetycznego miała zaadresować opubliko-
wana w 2021 r. Polityka Energetyczna Polski do 2040 r. W szczególności, 
dokument ten miał odpowiedzieć na pytanie jak wypełnić lukę w bilansie 
mocy wynikającą z wyłączania starych bloków węglowych. Analizując pro-
gnozowaną moc osiągalną netto w PEP2040 widać jednak pewne niepoko-
jące zjawiska, związane z dostępnością mocy (MKiŚ, 2021b). W niniejszej 
analizie porównano pod tym względem scenariusz PEP2040 oraz scenariusz 
Instrat, używając do tego Korekcyjnego Współczynnika Dyspozycyjności 
(KWD) dla poszczególnych technologii paliwowych, przyjętego w rozporzą-
dzeniu Ministra Klimatu z 6 sierpnia 2020 r. w sprawie parametrów aukcji 
głównej dla roku dostaw 2025 oraz parametrów aukcji dodatkowych dla 
roku dostaw 2022 (Dz. U. z 2020 r. poz. 1355). Współczynnik ten określa 
relację mocy dyspozycyjnej do osiągalnej netto i pozwala na uwzględnienie 
czynników takich jak przestoje planowane i awaryjne jednostek konwen-
cjonalnych, czy też ograniczoną dostępność energii wiatrowej i słonecznej.
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Tabela 2. Korekcyjny Współczynnik Dyspozycyjności (KWD) dla poszczególnych  
technologii paliwowych 

Typ
Korekcyjny Współczynnik 

Dyspozycyjności [%]

Turbiny parowe, układu turbin parowych, turbin powietrznych, ogniw pali-
wowych oraz organicznego cyklu Rankine’a 92,58

Układy gazowo-parowe 93,94

Turbiny gazowe pracujące w cyklu prostym oraz silników tłokowych 93,40

Turbiny wiatrowe lądowe 13,93

Turbiny wiatrowe morskie 20,34

Elektrownie wodne przepływowe 46,81

Elektrownie wodne zbiornikowo-przepływowe, zbiornikowe z członem 
pompowym oraz zbiornikowo-przepływowe z członem pompowym 99,37

Elektrownie słoneczne 2,27

Magazyny energii elektrycznej w postaci akumulatorów, kinetycznych 
zasobników energii i superkondensatorów 96,11

Jednostki redukcji zapotrzebowania 100,00

Wymiana międzysystemowa (import netto)* 60,00

Pozostałe rodzaje technologii 90,78

*Analizując dane historyczne, import netto regularnie osiąga 50-60 proc., a okresowo niemal 70 proc. przepustowości 

 łączy transgranicznych. 

Źródło: Rozporządzenie Ministra Klimatu z 6 sierpnia 2020 r. w sprawie parametrów aukcji głównej dla roku dostaw  

2025 oraz parametrów aukcji dodatkowych dla roku dostaw 2022.
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W scenariuszu PEP2040, węglowy park wytwórczy ma zostać zastąpiony 
głównie przez jednostki gazowe 44 (wzrost mocy osiągalnej od 7,4 GW 
w 2025 r. do 15,8 GW w 2040 r.) i elektrownie atomowe (4,4 GW mocy osią-
galnej w 2040 r.). PEP2040 nie uwzględnia potencjału OZE i blokuje poziom 
mocy tych źródeł na wartościach zbliżonych do obecnych. Moc osiągalna 
elektrowni fotowoltaicznych ma wzrosnąć od 5,1 GW w 2025 r. do tylko 
9,8 GW w 2040 r. (co zresztą już w chwili obecnej jest założeniem nie 
przystającym do realiów), moc osiągalna elektrowni wiatrowych offshore 
ma wzrosnąć do 9,6 GW w 2040 r., a elektrownie wiatrowe na lądzie mają 
być powoli wygaszane – ich moc osiągalna maleje od 9,7 GW w 2025 r. do 
niecałych 7 GW w 2040 r. Rysunek 33 pokazuje bilans mocy w rocznym 
szczycie zapotrzebowania, po przeliczeniu dostępnych mocy osiągalnych 
przez odpowiednie Korekcyjne Współczynniki Dyspozycyjności, o których 
wspomniano w Tabeli 2. Okazuje się, że w 2035 r., przy zapotrzebowaniu 
szczytowym na poziomie 29,5 GW, istnieje duże ryzyko, że dostępna moc 
dyspozycyjna będzie zbyt niska, aby je pokryć. Nadwyżka mocy dyspo-
zycyjnej nad zapotrzebowaniem szczytowym będzie wynosić tylko około 
2,5-3 GW, a w przypadku bloków węglowych moc dyspozycyjna często 
różni się znacznie bardziej od osiągalnej niż wynikałoby to z wartości KWD. 
Podobna sytuacja będzie miała miejsce w 2040 r., kiedy przy szczytowym 
zapotrzebowaniu równym 31,3 GW, nadwyżka mocy dyspozycyjnej również 
będzie wynosić jedynie około 3 GW. Warto przy tym zauważyć, że PEP2040 
neguje rolę wymiany międzysystemowej w bilansowaniu KSE, mimo dąże-
nia Unii Europejskiej i ENTSO-E do zwiększenia możliwości wymiany tran-
sgranicznej, która znacząco zmniejsza koszty transformacji energetycznej 
i zwiększa bezpieczeństwo energetyczne państw członkowskich. Z tego 
względu w analizie bilansu mocy w PEP2040 nie uwzględniono importu.

Istnieje ogromne ryzyko, że w przypadku opóźnień związanych z budową 
elektrowni jądrowej i bloków gazowych, a także przy sezonowych ogra-
niczeniach pracy elektrociepłowni może nastąpić niedobór mocy grożący 
nawet blackoutem. W przypadku szybszego, niż przewidywane w doku-
mencie, wygaszania elektrowni węglowych, a także ich zwiększonej awa-
ryjności i mniejszej dyspozycyjności, sytuacja może stać się jeszcze bardziej 
krytyczna. Niestety, PEP2040 nie odpowiada więc na wyzwania związane 
z zapewnieniem odpowiedniego bilansu mocy w KSE. Co więcej, blokując 
rozwój odnawialnych źródeł energii, uniemożliwia uzupełnienie brakujących 
mocy energią wiatrową i słoneczną wspartą magazynami energii. Podczas 
gdy mnogość technologii OZE, łatwość ich finansowania oraz szybkość ich 
budowy mogłyby być odpowiedzią na ogromną lukę wytwórczą powstającą 
już w połowie tej dekady.

44	Pod tym pojęciem w niniejszej analizie kryją się elektrownie i elektrociepłownie gazowe, 
a także gazowe peakery, czyli jednostki pracujące tylko w szczycie zapotrzebowania.
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Rysunek 33. Prognozowany bilans mocy w szczycie rocznym w scenariuszu PEP2040 [GW]

Źródło: Opracowanie własne Instrat za: PEP2040
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4.3. Bilansowanie KSE  
przy dużym udziale OZE

Przy rosnącym udziale OZE i malejącej ilości konwencjonalnych jedno-
stek wytwórczych, zapewnienie nadwyżki mocy w KSE w każdej godzinie 
roku stwarza dodatkowe wyzwania. W szczególności, aby utrzymać cią-
głość dostaw energii w szczytach zapotrzebowania i przy małej wietrzno-
ści, w systemie funkcjonują jednostki rezerwowe – elektrownie węglowe, 
gazowe i wodorowe. Do dyspozycji operatora są także magazyny energii 
i interwencyjna redukcja poboru, a także wymiana międzysystemowa. 
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Rysunek 34. Prognozowany bilans mocy w szczycie rocznym w scenariuszu Instrat [GW]

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Nadwyżka mocy dyspozycyjnej w szczycie zapotrzebowania w scenariu-
szu Instrat jest większa niż w scenariuszu PEP2040 – rośnie od 3,4 GW 
w 2030 r. do 9,5 GW w 2040 r.45 (Rys. 34). Dodatkowe 4-5 GW mocy zapew-
niają połączenia transgraniczne46. System elektroenergetyczny propono-
wany w scenariuszu Instrat jest także dużo bardziej zdywersyfikowany niż 
w PEP2040 – zarówno pod względem technologii, jak i geograficznego poło-
żenia jednostek wytwórczych. Dzięki temu mniej prawdopodobne jest, że 
awaria w jednej elektrowni lub stacji elektroenergetycznej doprowadzi do 
tak wielkiego ubytku mocy, jak na przykład w przypadku opisywanej wcze-
śniej awarii stacji Rogowiec. Znacznie mniejsza jest też zależność kraju od 
ograniczeń w dostawach gazu ziemnego, powodujących tak dotkliwe skutki 
obecnie w Europie.

Badając godzinowe dane dotyczące nadwyżki mocy w KSE w scenariuszu 
Instrat można dojść do ważnego wniosku – mimo bardzo wysokiego udziału 
OZE w miksie energetycznym, zależność Polski od importu energii z krajów 
sąsiednich nie wzrasta. W 2040 r., wolumen importu w ciągu roku spada 
do 7 TWh – niemal o połowę względem 2020 r. Tylko w ciągu 44 godzin 
w roku (czyli łącznie mniej niż dwie doby) chwilowy import netto jest więk-
szy niż obecnie notowane maksima47. Maksymalny chwilowy import netto 
w 2040 r. wynosi 5,5 GW – co stanowić będzie 69 proc. przepustowości 
połączeń transgranicznych, niemal dokładnie tyle ile obecnie (67 proc.). 
W 2030 r. roczny wolumen importu jest dwukrotnie większy niż miało 
to miejsce w 2020 r. – wzrasta bowiem do 28 TWh. Jednakże, wynika to 
z czynników ekonomicznych, a nie związanych z bezpieczeństwem energe-
tycznym – podobnie jak w 2040 r., maksymalny import chwilowy nie prze-
kracza 70 proc. przepustowości łączy, a jedynie w ciągu 17 godzin w roku 
(mniej niż jedna doba) jest większy niż maksima notowane w 2020 i 2021 r. 
Jakikolwiek dodatni import netto konieczny jest przez 158 godzin w roku 
(niecałe 7 dni). Oczywiście możliwe byłoby zwiększenie rezerwy mocy i zre-
dukowanie tej wartości do zera, jednak oznaczałoby to poniesienie dodat-
kowych kosztów inwestycyjnych oraz kosztów na utrzymanie jednostek 
wytwórczych o minimalnej utylizacji. Takie działanie stoi także w opozycji 
do pan-europejskiego dążenia do uwspólnienia rynków energii i zwiększenia 
możliwości wymiany międzysystemowej.

Przy omawianiu możliwości bilansowania KSE z dużym udziałem OZE warto 
zdawać sobie sprawę ze skali zależności produkcji energii z wiatru i słońca 
od warunków pogodowych. W skali roku, jedynie niewielka liczba godzin cał-
kowicie pozbawiona jest wiatru. Jest to tym rzadsze jeśli uwzględnić morskie 
farmy wiatrowe oraz produkcję energii ze słońca. Na Rys. 35 pokazano roczną 
dostępność energii z wiatru i słońca w scenariuszu Instrat w 2040 r. Punkt 

45	Szczegółowy opis struktury mocy zainstalowanej, roczne przyrostu mocy w konkretnych 
technologiach, strukturę produkcji energii opisano w raporcie “Co po węglu”.

46	Zgodnie z Tab. 2. zakłada się ich 60-procentową średnią dostępność, w sytuacjach awaryj-
nych może to być więcej.

47	W 2020 r. szczytowy import netto przekraczał 3,2 GW, co stanowiło ok. 67 proc. przepusto-
wości łączy transgranicznych.
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na wykresie określa, przez jaką część roku, dostępna w danej godzinie moc 
OZE jest większa niż wartość na osi Y – np. przez 90 proc. roku moc dostar-
czana przez polskie elektrownie wiatrowe i słoneczne przekracza 8 GW.  

Na wykresie Rys. 35 można zauważyć, że w Polsce w 2040 r. nie wystąpią 
momenty zerowej produkcji energii ze słońca i wiatru – minimalna war-
tość produkcji wynosi 796 MW. Tylko w ciągu 6 godzin w roku elektrownie 
słoneczne i wiatrowe produkują mniej niż 1 GW, przez 83 godziny w roku 
(3,5 doby) produkcja jest mniejsza niż 3 GW. Z drugiej strony, przez ponad 
4000 godzin w roku (47 proc. czasu) wiatr i słońce mogłyby pokryć całość 
zapotrzebowania na energię elektryczną.

Warto przypomnieć, że powyższe wartości uwzględniają jedynie wietrzność 
i nasłonecznienie na terenie Polski. Dążenie do zwiększenia możliwości 
wymiany transgranicznej oznacza, że regiony z chwilowo mniej korzystnymi 
warunkami pogodowymi mogą importować energię od państw, w której 
w danej chwili np. wietrzność jest większa. Korzyści z takiego rozwiązania 
pokazano na Rys. 36.  
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Rysunek 35. Produkcja energii z wiatru i słońca w Polsce w 2040 r. [GW]

Źródło: Opracowanie własne Instrat, dane renewables.ninja (Staffel i Pfenninger, 2016)  

i EMHIRES (Energy.instrat.pl, 2021d).
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Rysunek 36. Produkcja energii z wiatru w Polsce i Europie w latach 1980-2019 

Źródło: Opracowanie własne Instrat, dane renewables.ninja (Staffel i Pfenninger, 2016).
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Analizując godzinowe dane dot. wietrzności w Polsce i Europie w latach 
1980-2019 (324 tys. rekordów) oszacowano podobny jak na Rys. 35 profil 
dostępności energii wiatrowej w ciągu badanego okresu. Wartości na osi Y 
znormalizowano do godzinowego maksimum. Kluczowe wnioski dotyczą 
porównania profilu wietrzności w różnych obszarach geograficznych – im 
więcej rynków energii zintegrujemy, tym mniej będzie momentów, w któ-
rych wietrzność jest niewystarczająca. Uwzględniając dostępność energii 
wiatrowej u naszych sąsiadów, można było zwiększyć minimalną produk-
cję z 1 proc. do 3 proc. mocy zainstalowanej. Biorąc pod uwagę pozostałe 
kraje Unii Europejskiej, przez 100 proc. czasu dostępne jest 7 proc. mocy 
zainstalowanej – czyli 16 z 220 GW48. Należy zaznaczyć, że dane dotyczą 
historycznej floty wiatraków i lat ubiegłych, obecnie instalowane turbiny 
mają znacząco większe współczynniki wykorzystania mocy zainstalowanej 
i są w stanie produkować energię przy mniejszej sile wiatru49. 

48	Moc zainstalowana elektrowni wiatrowych na lądzie i morzu w 2020 r.

49	Przykładowo, różnica między współczynnikiem wykorzystania mocy dla turbiny Vestas V90 
o wysokości wieży 80m, a nowszej turbiny Vestas V136 o wysokości wieży 112m zlokalizowa-
nych w Kopaniewie na Pomorzu wynosi 7,1 pp. (renewables.ninja).
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Integracja rynków energii jest niezwykle istotna w realizacji celów kli-
matycznych UE, a także w zapewnieniu bezpieczeństwa energetycznego 
poszczególnych państw członkowskich. Dostrzegają to również europejscy 
operatorzy sieci elektroenergetycznych  zrzeszeni w ramach ENTSO-E, któ-
rzy w kolejnych dokumentach TYNDP podkreślają, że pozwoli to także na 
zmniejszenie kosztów transformacji energetycznej.
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Załącznik 1. Analiza inwestycji 
w sieci przesyłowe

Aby ocenić skalę koniecznych inwestycji, za pomocą modelu PyPSA-PL 
oszacowano obciążenie poszczególnych linii najwyższych napięć w sce-
nariuszach PEP2040 i Instrat oraz zaproponowano działania związane 
z ich modernizacją w perspektywie 2030 i 2040. Model PyPSA-PL zawiera 
dokładne odwzorowanie sieci 400 kV wraz z jej węzłami (stacjami elektro-
energetycznymi) oraz uproszczoną strukturę sieci 220 kV50. 

Obciążalność prądowa pierwszych trzech typów linii została dobrana zgod-
nie z dokumentacją PSE (PSE, 2015), przy czym przyjęto średnią wartość dla 
różnej wietrzności w sezonie letnim. Ponieważ w ostatnich latach zmieniono 
rekomendowany typ przewodu fazowego dla linii napowietrznej 400 kV na 
nowszy 3x468/24-A1F/UHST-261 (PSE, 2017a) a jego obciążalności prądo-
wej nie podano w dokumentacji PSE, wartość tę pobrano więc od dostawcy 
(Eltrim, 2020). Oczywiście, obecnie nie wszystkie linie 400 kV korzystają 
z nowych przewodów co oznacza, że w praktyce ich obciążalność może być 
mniejsza. Kalibrując jednak model w taki sposób, aby obciążenie linii naj-
wyższych napięć w 2021 r. (przy miksie energetycznym zgodnym z obecnym) 
nie przekraczało 70 proc.51, założono, że średnia maksymalna obciążalność 

50	Ograniczenie liczby węzłów sieci z 200 (pełna sieć 400 i 220 kV) do 75 umożliwia rozwiązanie 
modelu na standardowej maszynie roboczej z 32 GB pamięci RAM, a to pozwoli innym anality-
kom, naukowcom czy osobom zainteresowanym na korzystanie z narzędzia bez dodatkowych 
nakładów finansowych. W modelu zagregowanym, linie 220 kV zostały podłączone do najbliż-
szych węzłów sieci 400 kV.

51	Model operuje na danych godzinowych, dla bezpieczeństwa użyto maksymalnego chwilowego 
obciążenia linii w ciągu roku. Bufor 30 proc. wymagany jest m.in. po to aby uwzględnić moc 
bierną i zapobiec przeciążeniu linii w sytuacjach awaryjnych (Hörsch, 2018).

Tabela Z.1. Parametry techniczne linii najwyższych napięć

Typ Napięcie [kV]
Obciążalność 
prądowa [A]

Rezystancja  
[Ω/km]

Maksymalna  
moc [MW]

1xAFL-8 525mm2 220 1000 0.0564 381

3xAFL-8 350mm2 400 2368 0.0821 1640

3x408/24-A1F 
/UHST-261 400 2508 0.0709 1737

3x468/24-A1F 
/UHST-261 400 3126 0.0619 2166

Źrodło: Opracowanie własne na podstawie specyfikacji PSE: (PSE, 2015) i (PSE, 2017a), katalogu Eltrim (Eltrim, 2020)  

oraz danych PTPiREE (PTPiREE, 2019).
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mocowa linii 400 kV wynosi 1737 MW (zgodnie ze specyfikacją 3x408/24-
A1F/UHST-261). Dla linii modernizowanych lub nowo budowanych zgodnie 
z PRSP w latach 2021-2030 moc dopuszczalna wynosi 2166 MW (zgodnie 
ze specyfikacją 3x468/24-A1F/UHST-261). Dla linii 220 kV, ich maksymalną 
dopuszczalną moc podwojono (762 MW) aby uwzględnić brak odwzoro-
wania sieci 110 kV w modelu (w Polsce całkiem rozbudowanej i przeno-
szącej istotną część obciążenia), zwiększono także rezystancję i reaktancję 
linii 220 kV, aby równomiernie rozłożyć obciążenia przy obecnej struktu-
rze sieci i generacji.W modelu zaimplementowano inwestycje planowane 
przez PSE w perspektywie 2021-2030 (zgodnie z PRSP), uzyskując poprawne 
bilansowanie sieci dla scenariusza PEP2040 w roku 2030, co potwierdza 
poprawność kalibracji. W scenariuszu PEP2040 w 2030 r. nie są więc wyma-
gane dodatkowe inwestycje w sieci przesyłowe ponad tymi zdefiniowanymi 
w PRSP. Wyniki analizy wskazują jednak na duże obciążenie linii północ-po-
łudnie (Rys. 28), np. ZYD/ZDK – PKW – PLE, KRA-GOR-MIK, GDA/GBL/GDP 
– GRU – PLO, które m.in. przenoszą energię z farm wiatrowych do węzłów 
dużego zapotrzebowania na południu kraju. 

W scenariuszu Instrat, w 2030 r. konieczna jest zamiana jednej linii 220 kV 
na 400 kV i modernizacja52 dwunastu istniejących linii 400 kV o łącznej 
długości 667 km. W przypadku jednej, obecnie budowanej linii o długości 
119 km (GRU-PLO), planowana liczba torów nie jest wystarczająca – obcią-
żenie szczytowe wynosi 72 proc., mimo że jest to nowa linia korzystająca 
z najnowszej technologii przewodów. Konieczne może być zwiększenie jej 
przepustowości już na etapie realizacji obecnego projektu – np. poprzez 
zastosowanie konstrukcji 3-torowej. 

Dodatkowe koszty inwestycji w latach 2021-2030 wynikające ze scenariusza 
Instrat oszacowano na 3 mld zł względem prognozy z PRSP. Rozróżniono 
trzy typy inwestycji:

• zamianę linii 220 kV na 400 kV;

• modernizację istniejącej linii 400 kV bez zmiany liczby torów;

• budowę nowej linii 400 kV lub zwiększenie liczby torów istniejącej 
linii 400 kV. 

Pesymistycznie przyjęto, że we wszystkich tych przypadkach koszty inwesty-
cyjne w przeliczeniu na jeden kilometr będą odpowiadały kosztom budowy 
nowej dwutorowej linii wraz z modernizacją stacji – czyli wariantowi najdroż-
szemu. Koszty jednostkowe oszacowano na 3,32 mln zł/km na bazie średniej 
dla kilkunastu inwestycji prowadzonych lub planowanych przez PSE, dla któ-
rych dostępne były informacje o rozstrzygnięciu przetargów na realizację53. 

52	Pod pojęciem modernizacji rozumiemy jedynie wymianę przewodów fazowych wraz z moder-
nizacją stacji, bez konieczności zwiększenia liczby torów lub prowadzenia równoległych linii.

53	Informacje pochodziły ze strony internetowej PSE (w tym przetargi.pse.pl), kwota przetar-
gów dot. budowy nowej dwutorowej linii 400 kV wraz z modernizacją stacji wynosiła od 2,5 do 
5,4 mln zł/km.
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Jak wspomniano, w kosztach tych zawiera się także koszt modernizacji stacji. 
W perspektywie 2031-2040 realizacja inwestycji w sieci przesyłowe 
konieczna jest w obu scenariuszach, jednak w obu przypadkach ich koszt 
jest mniejszy niż w latach 2021-2030. W scenariuszu PEP2040 widoczne jest 
dalsze zwiększanie obciążenia linii północ-południe wynikające zarówno 
z rozwoju morskich farm wiatrowych, jak i uruchomienia elektrowni jądro-
wej54 (Rys. Z.2). Przeciążeniu ulegają także linie wokół aglomeracji Warszaw-
skiej co może być spowodowane istotnym wzrostem zapotrzebowania na 
energię elektryczną względem roku 2021 i 2030.  Konieczne jest zwiększe-
nie przepustowości linii o łącznej długości 1806 km. Dziewięć z tych linii 
(690 km) to linie o napięciu 220 kV, które powinny być przekształcone na 
linie 400 kV. Modernizacji wymaga także 567 km istniejących linii 400 kV, 
a 550 km linii 400 kV wymaga przebudowy (zmiany liczby torów lub popro-
wadzenia linii równoległej). Łącznie, w scenariuszu PEP2040, inwestycje 
w sieci przesyłowe w latach 2031-2040 kosztować będą 6 mld zł – dwu-
krotnie mniej niż w perspektywie 2021-2030.

54	Aby zmniejszyć obciążenie sieci na północy kraju przyjęto, że jedynie połowa mocy elektrowni 
atomowych powstanie w okolicy Żarnowca, pozostałe 2,2 GW znajdą się w Bełchatowie.

Rysunek Z.1. Obciążenie linii w scenariuszu Instrat w 2030 r.

Źródło: Opracowanie własne Instrat.
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Rysunek Z.2. Obciążenie linii w scenariuszu PEP2040 w 2040 r.

Źródło: Opracowanie własne Instrat.

Warto zaznaczyć, że proponowane inwestycje mogą nie być rozwiązaniem 
optymalnym pod względem rozłożenia obciążeń w sieci – nie rozważano 
bowiem budowy linii po nowych trasach, a jedynie zwiększanie przepusto-
wości istniejących połączeń. Z drugiej strony, wytyczanie zupełnie nowych 
linii jest nie tylko kosztowne, ale trudne logistycznie, co zwiększa także 
możliwość opóźnień w realizacji projektów.

W scenariuszu Instrat dla 2040 r. skala inwestycji jest znacząco większa 
niż w wariancie PEP2040 (Rys. Z.3.). Łącznie, modernizacji lub przebudowy 
wymagają linie o długości 4003 km (większość docelowo jest dwutorowa). 
Największa pula koniecznych inwestycji dotyczy przebudowy linii, w szcze-
gólności dodania drugiego toru do linii jednotorowej – 1873 km. Moderniza-
cje dotyczą 768 km istniejących linii 400 kV oraz 1360 km linii 220 kV (które 
konwertowane są na linie 400 kV).
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Rysunek. Z.3. Obciążenie linii w scenariuszu Instrat w 2040 r.

Źródło: Opracowanie własne Instrat.

Rozwój OZE wymaga znaczących inwestycji w sieci przesyłowe, jednak 
nawet biorąc pod uwagę maksymalne obciążenie poszczególnych linii 
w ciągu roku, skala dodatkowej ekspansji sieci jest znacząco mniejsza niż 
wynika z planów PSE na lata 2021-2030 (Tab. Z.2.). To oznacza, że przy 
odpowiedniej dostępności finansowania (w tym ze środków UE), koszty 
inwestycji w infrastrukturę przesyłową nie powinny stanowić bariery dla 
rozwoju OZE. Należy wspomnieć, że w scenariuszu Instrat nie optymalizo-
wano numerycznie lokalizacji wielkoskalowych magazynów energii, przy-
gotowując plan ich rozwoju kierowano się bowiem komunikatami inwesto-
rów. Optymalizacja umiejscowienia bateryjnych magazynów energii mogłaby 
pozwolić na bardziej równomierne rozłożenie obciążeń w sieci i zmniejsze-
nie kosztów jej ekspansji. 
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Tabela Z.2. Wymagane inwestycje w sieci przesyłowe [długość linii w km]

2021-2030 2031-2040

Instrat  
(ponad PRSP)

PEP2040 Instrat

Modernizacja istniejących linii  
400 kV 667 567 768

Nowe linie 400 kV 119 550 1873

Modernizacja linii  
220 kV (w tym zamiana na 400 kV) 120 689 1360

Łącznie 906 1806 4002




