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RYNKU ENERGII ELEKTRYCZNEJ 
W UNII EUROPEJSKIEJ
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W  Europie rośnie ryzyko wystąpienia deficytu mocy, 
koniecznych do zaspokojenia w każdym czasie popytu na 
energię elektryczną. Brak mocy może powodować przerwy 
w  dostawach energii elektrycznej lub ograniczać poziom 

zasilania. Przyczyną tego ryzyka jest głównie niedopasowa-
nie elastyczności bloków produkcyjnych w  elektrowniach 
konwencjonalnych do nowych wymogów, które pojawiły 
się w rezultacie gwałtownego wzrostu wytwarzania energii 
ze źródeł odnawialnych (OZE), w szczególności w elektrow-
niach wiatrowych i  słonecznych, których produkcja zależy 
od warunków pogodowych. Rozwiązania pozwalające eli-
minować to ryzyko stają się w ostatnim okresie coraz czę-
ściej przedmiotem intensywnych dyskusji w kręgach bran-
ży elektroenergetycznej i zainteresowania ustawodawców. 
Jest to spowodowane uzasadnioną obawą o  przyszłość 
krajowych systemów elektroenergetycznych (KSE). Jednym 
z  proponowanych rozwiązań jest utworzenie w  miejsce 
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obecnego rynku jednotowarowego, właściwego wyłącznie 
dla energii elektrycznej, rynku dwutowarowego, uzupełnio-
nego o  komponent mocy1. Rozwiązanie takie może być 
także odpowiedzią na kolejne wyzwanie, którym jest 
konieczność zastąpienia niektórych konwencjonalnych źró-
deł wytwórczych nowymi, spełniającymi zaostrzone wymo-
gi środowiskowe. Część z  tych elektrowni pełni dziś rolę 
rezerwy na wypadek okresowego zmniejszenia produkcji 
w OZE. 

Próby ujednolicenia działania dotychczas zindywiduali-
zowanych lokalnych rynków energii i scalenie ich w ramach 
rynku unijnego, a także rozwój i promowanie OZE, polityka 
proefektywnościowa i  szereg ryzyk prośrodowiskowych, 
skutkują istotnym obniżeniem poziomu hurtowych cen 
energii elektrycznej. Obserwowana, przewidywana i pogłę-
biająca się tendencja spadkowa negatywnie wpływa na 
procesy inwestycyjne, głównie rozbudowę i  odbudowę 
mocy wytwórczych. Należy zatem w  ramach rozwiązań 
dotyczących rynku mocy szukać alternatywy dla poprawy 
podaży mocy w systemie elektroenergetycznym.

Zadaniem rynku mocy jest zapewnienie niezbędnych dostaw 
energii elektrycznej w każdym momencie, m.in. poprzez zaku-
py rezerwy mocy produkcyjnej, która zapewnia te dostawy.

Europejska elektroenergetyka, a  szczególnie sektor 
wytwarzania energii elektrycznej, podlega ogromnym 
zmianom. Następują one w  procesie dostosowywania 
funkcjonowania rynku energii elektrycznej do wskazań kie-
runkowych polityki unijnej. W  ramach wspólnego rynku 
energii elektrycznej bezpieczeństwo energetyczne nie jest 
zagadnieniem zarezerwowanym jedynie dla państw człon-
kowskich, ale – jak wskazuje Komisja Europejska i ACER2 – 
w  zakresie analizy możliwości rezerwowania mocy czy 
koordynacji rozwoju mocy wytwórczych powinno zostać 
przeniesione przynajmniej na poziom regionalny. Koniecz-
ne jest jednak zabezpieczenie zakontraktowanych dostaw 
między państwami3. Wprowadzenie rynku mocy na teryto-
rium UE nie powinno także negatywnie wpływać na poziom 
konkurencji na rynku energii elektrycznej. 

Pojawia się wątpliwość, czy mechanizm rynkowy jest 
w  stanie skutecznie stymulować przyszły rozwój mocy 
wytwórczych w sytuacji gwałtownego rozwoju OZE, tak aby 
zapewnić niezbędną podaż energii w  każdym czasie4. 
Konieczne może być wykreowanie skutecznych zachęt dla 
inwestorów, aby zapewnić niezbędne moce produkcyjne, 
eliminujące ryzyko niedoboru mocy w  systemie elektro-
energetycznym. Rynek mocy powinien stworzyć dla inwe-
storów w branży elektroenergetycznej zachęty zapewniają-
ce im określone przychody zarówno jeśli chodzi o  stabil-
ność, jak i poziom. Oczywiście część kosztów będzie prze-
rzucona na klientów elektroenergetyki, np. w  opłatach 
przesyłowych lub we wzroście średniej ceny energii. 
W warunkach dzisiejszego rynku energii nawet ceny energii 
elektrycznej w godzinach szczytowych mogą nie być wystar-
czająco wysokie lub dość przewidywalne, aby zachęcić 

inwestorów do budowy odpowiedniej ilości nowych mocy 
produkcyjnych. Rynek mocy jest jednym z rozwiązań tego 
problemu. Inne to rozwój połączeń transgranicznych, 
poprawa efektywności energetycznej i  postęp techniczny 
w zarządzaniu popytem na energię elektryczną. Wydaje się, 
że rozwój rynku energii w  zakresie inteligentnych sieci 
i  układów pomiarowych, a  nawet wzrost liczby pojazdów 
elektrycznych będą przyczyniać się do wzrostu zapotrzebo-
wania na nowe moce i instrumenty stymulowania zarówno 
strony podażowej, jak i popytowej rynku energii elektrycz-
nej. 

Z punktu widzenia ekonomiki funkcjonowania zlibera-
lizowanego rynku energii elektrycznej należy wskazać, że 
rynek mocy powinien w sposób efektywny neutralizować 
niedoskonałości jednotowarowego rynku energii elek-
trycznej, stwarzając zachęty dla utrzymania w  systemie 
elektroenergetycznym jednostek, których praca jest nie-
zbędna z punktu widzenia bezpieczeństwa elektroenerge-
tycznego. Inną rolą rynku mocy jest wykreowanie zachęt 
zarówno do budowy nowych mocy wytwórczych, jak 
i uczestnictwa konsumentów w rynku energii elektrycznej 
(decyzje o poborze lub rezygnacji z korzystania z energii 
elektrycznej). 

Ekonomika rynku mocy

Zagadnienie rynku mocy jest niezwykle istotne ze 
względu na radykalne zmiany zachodzące w  europejskiej 
elektroenergetyce, szczególnie w OZE. Większość obecnych 
elektrowni została włączona do systemu elektroenerge-
tycznego w latach 70. i 80. XX wieku, czyli w okresie przed 
liberalizacją rynku energii elektrycznej. Okres ich eksplo-
atacji dobiega końca, stąd w najbliższej przyszłości należy 
oczekiwać zastąpienia ich nowymi mocami produkcyjnymi. 
Ponadto w niektórych państwach członkowskich UE podję-
to polityczne decyzje o wyłączeniu elektrowni atomowych 
(Niemcy5 i Belgia), co istotnie wpływa na bilans dostępnych 
mocy. Dodatkowo ze względu na wspomniane wymogi 
środowiskowe (regulacje prawne, np. konkluzje BAT6) 
część elektrowni opalanych węglem – postrzeganych jako 
najwięksi emitenci zanieczyszczeń – będzie musiała wkrót-
ce zaprzestać produkcji, o ile nie przeprowadzi kosztownej 
modernizacji. Innym elementem jest wzrost konkurencji na 
rynku energii – szczególnie między różnymi technologiami 
wytwarzania, co obniża zyskowność elektrowni opalanych 
paliwami kopalnymi i  opłacalność nowych inwestycji 
w elektroenergetyce7. 

Liberalizacja rynku energii elektrycznej w Unii Europej-
skiej miała miejsce w sytuacji, kiedy znacząca część elek-
trowni, wybudowanych w  okresie monopolu w  elektro-
energetyce, miała już w dużej części pokryte koszty inwe-
stycji: decyzje o  finansowaniu inwestycji miały zazwyczaj 
charakter polityczny, a nie były motywowane sytuacją na 
rynku, czego przykładem mogą być subsydiowanie wydo-
bycia i  spalania węgla czy kontrakty długoterminowe 
sprzedaży energii elektrycznej. Były to warunki, w których 
rynek energii mógł się rozwijać po liberalizacji, chociaż 
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ceny energii na rynku hurtowym pozwalały praktycznie 
tylko na pokrycie kosztów zmiennych produkcji. W pełni 
uzasadnione obecnie są zatem wnioski dotyczące zmiany 
struktury rynku i  odejścia od rynku jednotowarowego 
energii elektrycznej w  kierunku rynku dwutowarowego: 
energii elektrycznej i mocy, czyli rozbudowania obecnego 
modelu rynku energii elektrycznej o komponent bazujący 
na zdolności elektrowni do dostarczenia energii elektrycz-
nej na rynek. Wydaje się, że w obecnych warunkach finan-
sowania inwestycji w nowe moce produkcyjne w elektro-
energetyce, uwzględniających tylko sygnały płynące 
z rynku, może ono nie wystarczyć do skłonienia przedsię-
biorstw elektroenergetycznych do budowy nowych elek-
trowni, bez dodatkowych dopłat i wsparcia jak w przypad-
ku OZE8. Inwestorzy zazwyczaj oczekują informacji, które 
pozwolą im wiarygodnie oszacować efektywność ekono-
miczną przedsięwzięć i  podjąć decyzję o  ich realizacji 
dopiero w warunkach, które umożliwią uzyskanie akcep-
towalnego zwrotu z  inwestycji. Obecnie brakuje warun-
ków do wiarygodnego oszacowania efektywności budowy 
nowych elektrowni, zaś występujące ryzyko wskazuje 
raczej na niewystarczający poziom zyskowności takiego 
przedsięwzięcia. 

•	 Missing money – wyjście z  rynku hurtowego jednostek 
wytwórczych, których koszt produkcji jest wyższy niż cena 
rynkowa.

•	 Missing capacity – powstrzymywanie się od inwestycji 
w nowe moce produkcyjne.

W Polsce można już obecnie obserwować oba zjawiska (missing 
money, missing capacity). Do tej pory realizowano jedynie krót-
koterminowe rozwiązania, mające na celu zapewnienie bezpie-
czeństwa pracy KSE (rezerwa zimna) oraz zwiększenie opłacal-
ności produkcji energii elektrycznej (operacyjna rezerwa mocy).

Niepewność inwestycyjną dodatkowo potęguje zmien-
ność cen na hurtowym rynku energii elektrycznej oraz 
stopniowe obniżanie się ich poziomu, co jest głównie 
pochodną wypierania z tzw. merit order konwencjonalnych 
jednostek wytwórczych i zastępowanie ich źródłami odna-
wialnymi oraz zmian samego charakteru i  profilu pracy 
tych źródeł. Sprawia to, że inwestycje w wytwarzanie ener-
gii z  paliw kopalnych stają się coraz bardziej ryzykowne, 
odstraszając inwestorów. Ponadto specyfika produkcji 
z OZE9, w tym jej zmienność, sprawia, że konwencjonalne 
moce wytwórcze powinny być wycofywane z rynku znacz-
nie wolniej niż następuje przyrost mocy w  elektrowniach 
wiatrowych i słonecznych. W Niemczech dość powszechna 
staje się sytuacja, w  której źródła odnawialne pozwalają 
w niektórych godzinach pokryć całość zapotrzebowania na 
energię elektryczną, a w innych zaledwie kilka procent. Ich 
podaż ogółem określa się na ponad 30% energii zużywanej 
rocznie10. Nie przeszkadza to jednak powstawaniu projek-
tów, takich jak farma Kriegers Flak, wykorzystujących mor-
skie zasoby wiatru na duńskich wodach na potrzeby 
odbiorców energii elektrycznej w  innych krajach Europy. 
Farma ta jest połączona z  KSE Niemiec, Danii i  Szwecji 

i  może być źródłem zasilania rezerwowego dla każdego 
z tych państw. Tego typu inwestycje pozwolą na stopniowe 
zastępowanie paliw kopalnych wykorzystywanych także na 
potrzeby transportu i ogrzewania. Zasadne staje się zatem 
pytanie, czy w  przyszłości prawdziwa będzie następująca 
teza, będąca podstawą tworzenia rynku mocy: Zapewnienie 
stabilnej pracy sieci elektroenergetycznej wymaga pracy okre-
ślonej ilości dużych jednostek produkcyjnych (fizyczny aspekt 
pracy sieci przesyłowej i konieczność zapewnienia wymaganej 
różnicy potencjałów). Wzrost produkcji w  elektrowniach wia-
trowych eliminuje z  rynku elektrownie konwencjonalne, co 
może prowadzić do zaburzeń w zarządzaniu pracą sieci prze-
syłowej.

Koszty inwestycji należy traktować jako koszty zapadłe, które 
powinny zostać odzyskane dzięki pozytywnemu wskaźnikowi 
wartości bieżącej netto (Net Present Value – NPV) z  inwestycji. 
Jednak odzyskane mogą być one tylko w sytuacji wzrostu cen 
na rynku energii elektrycznej. W normalnych warunkach nie są 
one brane pod uwagę w  trakcie składania ofert – zazwyczaj 
dąży się do pokrycia kosztów zmiennych oraz przynajmniej 
części kosztów stałych. Stąd, przy nadmiarze mocy na rynku, 
ceny energii są zbyt niskie, aby zapewnić pozytywny zwrot 
z  inwestycji. Dopiero wprowadzenie rynku mocy pozwala 
„wynagrodzić” inwestorów za zapewnienie zbilansowania sys-
temu elektroenergetycznego.

Zbilansowanie systemu elektroenergetycznego i zapew-
nienie bezpieczeństwa jego funkcjonowania powinno być 
rozpatrywane w krótkim i długim horyzoncie:
1)	 W  elektroenergetyce krótki okres dotyczy rynku spot 

i intraday (dnia bieżącego) – czyli okresu do dwóch dni, 
kiedy w wyniku braku mocy w systemie elektroenerge-
tycznym może wystąpić kosztowny blackout. 

2)	 Długi okres nierozerwalnie związany jest z czasem eks-
ploatacji i  pracy elektrowni, który szacowany jest 
zazwyczaj na około czterdzieści lat. 

Z takiej perspektywy, jeżeli nie zostanie zabezpieczona 
niezbędna ilość mocy produkcyjnych w długim okresie, to 
w  krótkim zwiększa się ryzyko niedoboru podaży energii 
elektrycznej11. 

Siła rynkowa producentów energii elektrycznej12 

Wysokie ceny energii elektrycznej pojawiają się na 
rynku zazwyczaj w  sytuacji ograniczonej nadwyżki lub 
wręcz niedoboru mocy produkcyjnych. Takie ceny są wła-
ściwe i powszechnie występują na rynku dnia następnego 
i bieżącego. Na rynku jednotowarowym sytuacja taka stwa-
rza możliwość wykorzystania siły rynkowej przez produ-
centów energii elektrycznej, którzy kreują wzrost cen nie-
uzasadniony sytuacją rynkową. Kluczowym warunkiem 
efektywnego funkcjonowania rynku energii elektrycznej 
jest uniemożliwienie nadużywania siły rynkowej przez nie-
których jego uczestników. 
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Siła rynkowa to możliwość wpływania na poziom cen przez 
przedsiębiorstwa, które mają znaczny udział w rynku. Jest ona 
pochodną bardzo niskiej krótkookresowej elastyczności popy-
tu na rynku energii elektrycznej, gdyż zmiany cen nie znajdują 
odzwierciedlenia w zmianach zapotrzebowania. Wykorzystanie 
siły rynkowej prowadzi do wzrostu cen powyżej uzasadnionego 
poziomua. W sprzyjających warunkach przedsiębiorstwa posia-
dające możliwość manipulowania rynkiem energii, mogą wpły-
wać na wzrost cen bez ryzyka ograniczenia sprzedaży. Energia 
elektryczna jest wytwarzana przez relatywnie małą grupę elek-
trowni, mających strategiczne znaczenie dla rynku hurtowego. 
Każde nieprzewidziane ograniczenie produkcji powoduje 
wzrost cen. Rynek hurtowy jest szczególnie wrażliwy na ograni-
czanie dostaw energii w  godzinach szczytowych, co zawsze 
prowadzi do znacznych wahań cen.

a  Poziom cen uzasadniony przez kształtowanie się popytu i  podaży 
powinien być bliski kosztowi marginalnemu produkcji energii elektrycz-
nej.

Struktura rynku elektroenergetycznego, a  szczególnie 
brak możliwości magazynowania energii elektrycznej spra-
wia, że występuje na nim większe niż na innych rynkach 
towarowych ryzyko uzyskiwania nieuzasadnionych korzy-
ści przez jego uczestników. Podstawową przyczyną jest 
możliwość manipulowania rynkiem i tworzenia niepewno-
ści co do jego krótkookresowego zbilansowania.

Mechanizm rynkowy może być przedmiotem manipula-
cji zarówno ze strony wielkich producentów, mających na 
rynku pozycję dominującą, jak i niewielkich elektrowni oraz 
elektrociepłowni:

�� w okresach zwykłego zapotrzebowania na moc i ener-
gię wycofanie części produkcji przez dominującego 
dostawcę może powodować wzrost cen, ponieważ inni 
dostawcy nie będą w stanie pokryć powstałego niedo-
boru na rynku, 

�� w  okresach szczytowego zapotrzebowania na moc 
i  energię, gdy większość mocy produkcyjnych została 
już wykorzystana, nawet niewielki producent lub 
dostawca (importer, hurtownik) wycofując część ener-
gii z rynku może doprowadzić do skokowego wzrostu 
cen.

Rola rynku mocy

Rynki mocy służą głównie zapewnieniu bezpieczeństwa 
energetycznego. Liberalizacja, która wchodzi obecnie 
w  kolejną fazę, oznacza z  kolei konieczność zapewnienia 
nowych mocy wytwórczych w systemie elektroenergetycz-
nym w  warunkach wolnego rynku energii elektrycznej. 
Równocześnie powinna ona być powiązana z  rynkowymi 
instrumentami zapewnienia bezpieczeństwa funkcjonowa-
nia systemu elektroenergetycznego oraz ciągłości dostaw 
dla klientów (bezpieczeństwo zasilania). 

W  warunkach rynku jednotowarowego jedynie koszt 
wyprodukowania i dostawy energii elektrycznej oraz koszty 
kapitałowe (przy teoretycznym braku zakłóceń efektywno-

ści mechanizmu rynkowego) powinny być pokrywane przez 
cenę rynkową energii elektrycznej i  usług świadczonych 
przez operatora systemu przesyłowego. Oczywiście nie 
występują wtedy opłaty za moc oraz zakłócenia w funkcjo-
nowaniu wewnętrznego rynku energii elektrycznej UE, 
ponieważ producenci po obu stronach każdej granicy 
otrzymują takie same sygnały rynkowe. W  takiej sytuacji 
przez większość godzin pracy elektrowni ceny odzwiercie-
dlają przeciętne zmienne koszty produkcji lub wręcz koszty 
krańcowe; producenci o przeciętnych kosztach zmiennych 
niższych niż ceny rynkowe będą odzyskiwali część kosztów 
stałych oraz potencjalnie część kosztów kapitałowych. Jed-
nak w  sytuacji redukcji nadwyżki mocy na rynku energii 
elektrycznej ceny mogą osiągnąć (do niedawna zazwyczaj 
w godzinach szczytowego zapotrzebowania) bardzo wysoki 
poziom, równy przeciętnym kosztom zmiennym ostatniej 
włączonej do systemu elektroenergetycznego i  zazwyczaj 
bardzo drogiej jednostki produkcyjnej. Wtedy większość 
producentów energii pokrywa wszystkie koszty produkcji 
wraz z kosztami kapitałowymi, uzyskując jeszcze dodatko-
wą marżę. 

Należy jednak podkreślić, że w momencie skokowego 
wzrostu mocy zainstalowanych w  elektrowniach słonecz-
nych okresy wysokich cen w  szczycie zostały zasadniczo 
ograniczone, a dodatkowo zwiększenie poziomu generacji 
z  elektrowni wiatrowych obniżyło średnią cenę w  ujęciu 
dobowym. W sytuacji niewystępowania wysokich cen ener-
gii i innych dodatkowych przychodów, dotychczasowi pro-
ducenci energii na potrzeby zaspokajania godzin szczyto-
wych (zazwyczaj o bardzo elastycznej charakterystyce pro-
dukcji) opuszczają rynek, stwarzając równocześnie wysokie 
ryzyko, że nikt ich wtedy nie zastąpi. 

Projekt rynku mocy, czy szerzej rynku dwutowarowego, 
powinien uwzględniać uwarunkowania rynkowe, a  szcze-
gólnie wymogi unijne związane z  rynkiem emisji gazów 
cieplarnianych (EU ETS, European Union Emission Trading 
Scheme). Nie powinien on powodować efektu gromadzenia 
emisji CO2 w inwestycjach kapitałochłonnych, które byłyby 
rentowne jedynie w warunkach wysokich cen uprawnień 
do emisji dwutlenku węgla (EUA, European Union Allowan-
ce). Projekt rynku mocy powinien zatem zapewnić spełnie-
nie następujących warunków:

�� nieprzenoszenie na klientów elektroenergetyki nieuza-
sadnionych kosztów zapewnienia funkcjonowania 
rezerwy mocy w niepracujących elektrowniach;

�� zapewnienie konkurencji na rynku energii elektrycznej 
i rynku bilansującym (w sposób pośredni ograniczenie 
konkurencji może spowodować wzrost kosztów dla 
klientów);

�� umożliwienie wspólnego funkcjonowania elektrowni 
opalanych paliwami kopalnymi i energetyki odnawial-
nej poprzez takie zaprojektowanie kierunków genero-
wania przychodów, które pogodzi różnice w charakte-
rystyce kosztów obu technologii (wysokie koszty 
zmienne elektrowni konwencjonalnych; prawie zerowe 
koszty OZE, ale przy bardzo wysokim koszcie kapitału), 
co powinno umożliwić powstanie niedyskryminujące-
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go, jednego rynku dwutowarowego dla wszystkich 
technologii wytwarzania energii13. 

Ponadto w celu spełnienia powyższych warunków i pra-
widłowego ukształtowania rynku mocy w UE należy rozpa-
trywać dwie grupy elektrowni (poprzez wpływ rynku mocy 
na ich funkcjonowanie):
1)	 istniejące jednostki wytwórcze, wraz z blokami bliskimi 

zakończenia działalności, 
2)	 nowe inwestycje.

Z rynku mocy należy wyłączyć te jednostki wytwórcze, których 
koszty zmienne pozwalają generować dodatnie wyniki z dzia-
łalności operacyjnej. Szczególny nacisk powinien być położony 
na kreowanie sygnałów do inwestowania w bloki wytwórcze, 
w tych miejscach sieci elektroenergetycznej, w których jest to 
niezbędne z  punktu widzenia bezpieczeństwa zasilaniaa. 
Ponadto, konieczne jest wyeliminowanie ograniczeń dla uczest-
nictwa bloków wytwórczych objętych rynkiem mocy w  rynku 
energii elektrycznej i  rynku bilansującym. Na tej podstawie 
operatorzy systemów przesyłowych i osoby odpowiedzialne za 
bezpieczeństwo energetyczne czy też inwestorzy - mogą uzy-
skać dane o potrzebach rozwoju systemu elektroenergetyczne-
go.

a W Polsce przykładem takiej inwestycji może być elektrownia w Ostro-
łęce.

Ważne jest, aby cena określana na rynku mocy odpo-
wiadała warunkom szczególnym, determinowanym przez 
bardzo ograniczoną nadwyżkę podaży nad popytem. 
Powinna ona być zatem znacznie wyższa niż cena rynkowa 
określana przez normalne warunki rynkowe podaży i popy-
tu. 

Projektując rynek mocy należy rozpatrywać komplekso-
wość rynku energii elektrycznej w Unii Europejskiej. Mecha-
nizmy rynku wewnętrznego UE mogą oddziaływać na 
poziom cen na rynku w  krótkim okresie i  w  ten sposób 
zmieniać decyzje dotyczące produkcji i  handlu transgra-
nicznego. Na przykład niewłaściwie ustalona cena na rynku 
mocy może ograniczyć ceny na rynkach państw ościennych 
(eksport ceny rynku mocy), zakłócając sygnały o niedobo-
rach mocy na określonym terenie. Rynek mocy może tym 
samym wpływać na decyzje inwestycyjne, determinując 
lokalizacje inwestycji. Jeżeli zastosowane rozwiązanie ma 
ograniczyć wzrost cen energii elektrycznej, to zmniejszy 
przyszły zysk właścicieli jednostek wytwórczych i jednocze-
śnie inwestorów, co działa jak samospełniająca się przepo-
wiednia. Ponadto, jeżeli cena na rynku jest zbyt wysoka, 
dane państwo przejmuje inwestycje z innych państw człon-
kowskich, co w przyszłości może prowadzić do niedoboru 
mocy produkcyjnych w tych państwach?14. 

W skali UE należy zatem zapewnić przynajmniej nastę-
pujące minimalne wymogi harmonizacji funkcjonowania 
rynków mocy:

�� zabezpieczenie przepływów energii elektrycznej zgod-
nie z  kontraktami rynku mocy (obowiązek dostarcze-
nia, zapewnienie określonego poziomu efektywności) 

w  okresie problemów ze zbilansowaniem systemów 
elektroenergetycznych;

�� określenie kar za niewypełnienie obowiązku dostawy 
energii elektrycznej;

�� zdefiniowanie produktów, aby uniknąć rozbieżności 
w  porównywaniu ofert z  różnych państw członkow-
skich; 

�� zapewnienie niezakłóconego przepływu transgranicz-
nego w przypadku konieczności skorzystania z dodat-
kowych mocy;

�� połączenie aukcji dostępu do mocy transgranicznych 
z rynkiem mocy.

Wybrane rozwiązania dla rynku mocy

Należy wyróżnić kilka rodzajów rozwiązań systemo-
wych, w oparciu o które funkcjonuje rynek mocy. Klasyfika-
cja taka może być przeprowadzona według kryteriów kre-
owania wolumenu lub wysokich cen. Rozwiązania oparte 
na tworzeniu wolumenu można podzielić na celowe i cen-
tralne, zaś te wykorzystujące ceny to instrumenty wynagra-
dzające za dostępność mocy. 

�� Rynek mocy oparty na instrumentach cenowych 
– opłaty za moc
Rozwiązanie to, stosowane w  momencie niedoborów 

podaży, polega na dodaniu do ceny energii elektrycznej 
notowanej na rynku spot komponentu związanego z utrzy-
mywaniem w gotowości jednostek produkcyjnych – doda-
tek do ceny pokrywa część kosztów, wynagradzając jedno-
cześnie okres bez produkcji. W  ten sposób nie kreuje się 
jednak możliwości zarządzania pożądanym poziomem 
mocy produkcyjnych w  systemie elektroenergetycznym. 
Powstają zatem wątpliwości, czy rozwiązanie to jest efek-
tywnym sposobem zapewnienia bezpieczeństwa energe-
tycznego. Instrumenty związane z  obniżaniem popytu na 
moc (też tzw. „negawaty”) są traktowane jako odrębne od 
opłat za moc. 

�� Opcje niezawodnościowe
Instrument ten jest wsparciem dla stabilności systemu, 

ponieważ zachęca elektrownie do utrzymywania dyspozy-
cyjności w sytuacji niezbilansowania systemu elektroener-
getycznego. Niedostępność w  tym czasie wiąże się z karą 
za brak dostaw i  dodatkowo z  utratą wysokich przycho-
dów. Opcje niezawodnościowe działają jak sprzedaż przez 
jednostkę wytwórczą opcji call operatorowi systemu prze-
syłowego – elektrownia musi dostarczyć określoną ilość 
energii elektrycznej za cenę równą różnicy między określo-
nym w  umowie poziomem cen (ceną wykonania opcji), 
a ceną spot. Wytwórca jest wynagradzany za sprzedaż opcji 
premią, która gwarantuje pokrycie części kosztów jego 
funkcjonowania, nawet jeżeli nie produkuje energii elek-
trycznej. Cena wykonania opcji jest oczywiście odpowied-
nio wysoka, aby zapewnić opłacalność produkcji – opcja 
jest realizowana, jeżeli cena na rynku spot przekroczy cenę 
wykonania opcji (strike). W  ten sposób można ograniczyć 
nagły wzrost cen dla klientów w warunkach ograniczonej 
podaży oraz zredukować siłę rynkową producentów ener-
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gii elektrycznej w warunkach braku podaży przy rosnącym 
popycie – zostaje wówczas określony górny poziom cen dla 
producentów. Opisany instrument realizowany jest 
poprzez aukcje, zaś dodatkowe koszty dla operatorów sys-
temów przesyłowych są refinansowane przez opłaty prze-
syłowe. 

�� Kontrakty różnicowe15

Ryzyko budowy nowych mocy wytwórczych zabezpie-
czane jest także przez kontrakty różnicowe. Instrument ten 
określa stałą cenę za energię elektryczną w danym okresie, 
gwarantowaną jednostce wytwórczej, zaś odchylenia od 
niej przenoszone są na odbiorców energii elektrycznej, co 
przypomina w  swej istocie kontrakt swap, zamieniający 
zmienne przepływy wytwórcy na stałe, zaś odchylenia od 
stałej ceny są rozliczane np. przez operatora systemu prze-
syłowego czy specjalnie do tego powołany podmiot. Pozwa-
la to zagwarantować nowej inwestycji pewność przycho-
dów i ograniczyć ryzyko, co powinno zachęcić inwestorów 
do budowy nowych jednostek. 

�� Instrumenty celowe

Rozwiązania tego typu oparte są zazwyczaj na tzw. 
rezerwie strategicznej. Oznacza to zapewnienie dostaw 
energii elektrycznej w każdych, nawet ekstremalnie nieko-
rzystnych warunkach funkcjonowania systemu elektroener-
getycznego zarówno na rynku spot, jak i intraday. Zazwyczaj 
operator systemu przesyłowego, jako podmiot niezależny 
od rynku, określa, jaka powinna być wartość mocy stawia-
nej do jego dyspozycji i możliwej do wykorzystania w każ-
dym momencie. Wynagrodzenie za tego typu usługę jest 
określane w wyniku aukcji – zazwyczaj na okres jednego 
roku, zaś koszty są przenoszone na klientów elektroener-
getyki poprzez opłatę za przesył energii elektrycznej. 

Zasady włączania do systemu elektroenergetycznego 
rezerwy strategicznej determinują jej wpływ na rynek ener-
gii elektrycznej. Start pracy bloków wytwórczych objętych 
rezerwą strategiczną związany jest z wcześniej ustalonym 
wynagrodzeniem, określającym maksymalną cenę na rynku. 
Jeżeli cena ta jest ustalona odpowiednio wysoko, nie powin-
na wpływać negatywnie na funkcjonowanie wewnętrznego 
rynku energii. 

Można postawić pytanie, czy korzyści, które zapewnia rynek 
mocy bazujący na rezerwie celowej, nie są mniejsze niż straty, 
wywołane zaburzeniami na rynku, które on powoduje. Można 
zauważyć, że powoduje to powstanie ryzyka zaburzenia działa-
nia inwestorów. Rynek mocy może negatywnie wpływać na 
całość rynku, gdyż inwestorzy będą opóźniać inwestycje, czeka-
jąc na dopłaty, które mogą uzyskać z  rynku mocy, zamiast 
dążyć do zaspokojenia powstającego popytu. Nasuwa się też 
pytanie, czy zasadne jest zastępowanie konwencjonalnych jed-
nostek wytwórczych o podobnej elastyczności, nowymi, spala-
jącymi gaz, aby zrealizować ten sam cel. Racjonalne wydaje się 
pozostawienie inwestorom wyboru technologii wytwarzania, 
pod warunkiem spełnienia pozostałych celów rynku mocy.

Rezerwa celowa jest zazwyczaj oddzielona od jednoto-
warowego rynku energii elektrycznej. Stanowi ona bowiem 
rodzaj mocy na użytek usług bilansowania systemu. Głów-
ną rolą rezerwy celowej jest ograniczenie wzrostu cen na 
rynku energii elektrycznej, a  nie wysyłanie sygnałów dla 
inwestorów o  potrzebie budowy nowych elektrowni. 
W  sytuacji konieczności wsparcia budowy nowych mocy 
produkcyjnych oddzielenie od rynku energii elektrycznej 
przestaje być możliwe i  staje się swoistym instrumentem 
dyskryminacji funkcjonujących elektrowni. 

Zastosowanie rezerwy strategicznej oznacza, że płat-
ność za moc otrzyma podmiot, który wygrał aukcję, a nie 
wszyscy właściciele jednostek wytwórczych na danym tere-
nie. Podmioty otrzymujące płatności z rezerwy strategicz-
nej najczęściej nie uczestniczą w  handlu na hurtowym 
rynku energii elektrycznej, ale są podmiotami przywoływa-
nymi do produkcji przez operatorów systemów przesyło-
wych. 

�� Obowiązek mocy
Rozwiązanie to polega na zdecentralizowanym podej-

ściu do nakładania obowiązku dysponowania mocą zarów-
no przez wielkich konsumentów energii elektrycznej, jak 
i  jej producentów. Obowiązek polega na dostarczeniu 
energii elektrycznej lub zmniejszeniu jej zużycia w określo-
nych okresach, kiedy mogą występować niedobory mocy 
w  systemie elektroenergetycznym lub bardzo wysokie 
ceny. Niewywiązanie się z obowiązku podlega karom. Pod-
miot, który jest stroną takiego kontraktu, wypełnia swój 
obowiązek dzięki posiadanym blokom produkcyjnym lub 
elastycznemu popytowi. Inną możliwością jest zakup certy-
fikatów mocy – jednak w  takim przypadku musi powstać 
odpowiedni rynek, który będzie wspierał efektywność 
wymiany certyfikatów między podmiotami zobowiązanymi 
do dysponowania mocą, a przedsiębiorstwami stawiający-
mi do dyspozycji zmianę poziomu dostarczanej lub pobie-
ranej mocy. Zastosowanie certyfikatów mocy tworzy zde-
centralizowany rynek mocy. 

�� Aukcje mocy
Aukcje mocy to zazwyczaj centralnie organizowany sys-

tem zabezpieczenia niezbędnej mocy w systemie elektro-
energetycznym. Z ich pomocą zapewnia się podaż energii 
elektrycznej na kilka lat do przodu. Aukcje organizuje 
zazwyczaj podmiot niezależny od rynku. Mogą one doty-
czyć całości systemu elektroenergetycznego lub różnych 
obszarów w sieci (zróżnicowanie z punktu widzenia potrzeb 
inwestycyjnych). Aukcje rozproszone dotyczą mocy pro-
dukcyjnych w wybranych rejonach systemu elektroenerge-
tycznego, w których odnotowany jest niedobór mocy. Koszt 
zapewnienia ciągłości zasilania jest przenoszony w  opła-
tach przesyłowych. 

Aukcje mogą zostać podzielone na:
1)	 aukcje dla dotychczasowych wytwórców, 
2)	 aukcje dla nowych mocy.

Należy jednak zapewnić niedyskryminowanie jednostek 
wytwórczych funkcjonujących już na rynku i niezastępowa-
nie ich nowymi mocami w wyniku takiego podziału. 
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Istotne jest określenie wpływu poszczególnych rozwią-
zań rynku mocy na wewnętrzny rynek energii. Dążenie do 
zapewnienia bezpieczeństwa zasilania przez państwa 
członkowskie jest pozbawione zazwyczaj perspektywy 
rynku wewnętrznego. Przedstawione instrumenty oddzia-
łują zarówno na handel na rynku energii elektrycznej, jak 
i na poziom cen na rynku bilansującym. Koszty związane 
z  zapewnieniem odpowiedniej mocy, gwarantującej bez-
pieczeństwo energetyczne, powinny być określane na 
podstawie cen rynku terminowego dla okresów, kiedy 
należy zapewnić niezbędną podaż – np. w sytuacji wycofy-
wania mocy produkcyjnych16. Zatem dla efektywności 
rynku mocy konieczne jest zapewnienie funkcjonowania 
efektywnego, hurtowego rynku energii elektrycznej, co 
powinno wspierać decyzje o  lokalizacji nowych mocy 
wytwórczych. Przeszkodami w  rozwoju rynku mocy są: 
niepewność polityczna, niedoskonałości regulacyjne, nie-
właściwe cenotwórstwo na rynku spot i  dnia bieżącego 
(intraday). Inwestycje w  nowe moce wytwórcze w  syste-
mie elektroenergetycznym są realizowane na podstawie 
oczekiwań, a nie notowań rynku terminowego czy rynku 
spot. 

Rynek mocy – strona popytowa

Jednym z rozwiązań gwarantujących zwiększenie bez-
pieczeństwa energetycznego jest pewność reakcji popy-
tu na pogorszenie się bilansu systemu elektroenerge-
tycznego. Starzejący się park wytwórczy skupiony wokół 
zawodowej energetyki cieplnej, istotna zmienność 
w poziomie generacji ze źródeł odnawialnych, zwłaszcza 
wiatrowych, potęgowana brakiem wystarczającego 
poziomu rezerw mocy, sezonowość i  zmienny kształt 
profilu zapotrzebowania na moc i  energię elektryczną 
oraz anomalie klimatyczne, to jedne z głównych determi-
nant potrzeby rozwoju usług redukcji zapotrzebowania. 
Polegają one na tym, że zamiast zwiększać produkcję 
w KSE, oddziałuje się na ograniczenie zapotrzebowania 
na energię elektryczną w określonym czasie, co daje taki 
sam efekt, jak włączenie do systemu kolejnych bloków 
produkcyjnych. Rynek mocy powszechnie utożsamiany 
jest wyłącznie z koniecznością stworzenia instrumentów 
stymulujących inwestycje w odbudowę i budowę nowych 
mocy wytwórczych. Natomiast w omawianym przypadku 
chodzi o wykreowanie rozwiązań mających na celu pobu-
dzenie odbiorców energii elektrycznej do aktywnego 
uczestnictwa w rynku energii poprzez świadczenie usługi 
redukcji popytu (mocy). Istotą rynku mocy jest zatem 
stworzenie gamy zachęt wspierających i  promujących 
zarówno nowe jednostki wytwórcze, jak i aktywne zarzą-
dzanie stroną popytową. Brak odpowiednich regulacji 
i  bodźców po stronie popytowej powoduje istotne dys-
proporcje w  profilu mocowym, w  konsekwencji czego 
narasta deficyt mocy szczytowych i  podszczytowych 
w  systemie. Swoistym panaceum na zaistniałą sytuację 
mogłoby być uruchomienie usług sterowania stroną 
popytową (Demand Side Management – DSM) i  redukcją 
mocy (Demand Side Response – DSR). 

Analizując rynek amerykański i model przyjęty w Pensylwa-
nii, New Jersey i Maryland (PJM), można przez analogię wnio-
skować, że odpowiednio sparametryzowane rozwiązanie jest 
w  stanie zagwarantować regulacyjność profilu mocowego na 
poziomie 10% zapotrzebowania szczytowego, co przekładało-
by się na oszczędność ok. 2.500 MW zainstalowanej mocya. 
Wprowadzenie w  ramach rynku mocy rozwiązań stymulują-
cych podaż energii, nierozerwalnie związane jest z dokapitali-
zowaniem sektora wytwórczego, czego koszty, w  interesie 
wzrostu bezpieczeństwa i  stabilności dostaw energii, ponosić 
będzie każdorazowo odbiorca końcowy. Warto zatem w kon-
tekście minimalizacji tych kosztów wprowadzić instrumenty, 
gwarantujące podobny efekt, a  których beneficjentem, a  nie 
sponsorem, będzie odbiorca. Realizacja takiego podejścia jest 
procesem bardzo złożonym i  długotrwałym, wymagającym 
m.in.:
•	 stworzenia norm prawnych i  regulacyjnych np. w zakresie 

konstrukcji taryf dynamicznych, 
•	 przystosowania infrastruktury pomiarowo-rozliczeniowej 

(inteligentne liczniki), 
•	 poprawy jakości infrastruktury sieciowej, wskaźników nieza-

wodności i jakości dostaw energii, 
•	 wprowadzenia systemu bodźców i zachęt dla odbiorców, 
•	 stworzenia systemu monitoringu i  kontroli nad realizacją 

usług redukcji mocy, 
•	 stworzenia narzędzi do agregacji drobnych odbiorców.

a P. Baker, E. Bayer, J. Rączka, Rynek mocy w Wielkiej Brytanii – doświadczenia 
ważne dla Polski, Forum Analiz Energetycznych, 2015, http://www.fae.org.pl/
files/file_add/file_add-28.pdf [dostęp: 21.2.2016].

Doświadczenia Wielkiej Brytanii

System, który funkcjonuje w Wielkiej Brytanii bazuje 
na systemie aukcyjnym, w którym organizowane są aukcje 
z wyprzedzeniem czteroletnim i jednorocznym. W ramach 
aukcji czteroletnich oferowane są następujące kontrak-
ty17: 

�� jednoroczne dla istniejących mocy niewymagających 
modernizacji oraz dla zasobów strony popytowej, 

�� trzyletnie, dla istniejących mocy wymagających moder-
nizacji, 

�� piętnastoletnie na budowę nowych mocy. 

Grupa kontraktów oferowanych na aukcji z  jednorocz-
nym wyprzedzeniem dotyczy mocy wytwórczych niewyma-
gających modernizacji, a także zasobów strony popytowej. 
Taki sposób promowania zarządzania stroną popytową 
i redukcją mocy, przy jego właściwej parametryzacji, może 
dawać odbiorcom energii elektrycznej wyraźny sygnał 
o  zasadności podjęcia prób wypracowania szczegółowej 
koncepcji świadczenia regulacyjnej usługi redukcji mocy 
zarówno w horyzoncie długookresowym, jak i, interwencyj-
nie, w krótkim okresie. Łącznie stanowiłoby to scenariusz 
optymalny z perspektywy operatora systemu przesyłowe-
go. Należy jednak podkreślić, że niewłaściwa parametryza-
cja warunków aukcyjnych, w tym ograniczeń wolumetrycz-
nych i zaniżenia lub zawyżenia dopuszczalnych poziomów 
cen granicznych, może wywoływać ograniczenie bądź 
w  skrajnym przypadku brak zainteresowania odbiorców 
świadczeniem tego typu usług. 



56 Unia Europejska.pl Nr 3 (238) 2016

W kontekście czerpania wzorców i doświadczeń, warto 
wskazać na sytuację zaistniałą podczas pierwszej aukcji 
przeprowadzonej na rynku brytyjskim w  grudniu 2014  r. 
Do aukcji przystąpiło 15 odbiorców/agregatorów, którzy 
w  ramach zapewnienia mocy na cztery lata zaoferowali 
zaledwie 0,2 GW, co stanowiło tylko 0,3% łącznej puli ofero-
wanej mocy. Z uwagi na wysoki poziom zaoferowanych cen 
oraz brak możliwości przystąpienia do aukcji podmiotów, 
które były beneficjentami innego systemu wspierającego 
DSR w  Wielkiej Brytanii, finalnie uczestnicy zaoferowali 
w 13 kontraktach redukcję popytu o łącznej mocy jedynie 
174 MW, co powoduje, że zasoby strony popytowej nie 
będą w pełni wykorzystane. 

Doświadczenia z  rynku brytyjskiego są bardzo cenne, 
także z perspektywy zgodności przyjętych rozwiązań z pra-
wem i wytycznymi unijnymi – neutralność wobec technolo-
gii, konkurencyjność. Model rynku w tym kształcie zaakcep-
towała Komisja Europejska w  drodze decyzji18. Wskazała 
ona jednak na drobne uchybienia dotyczące zachowaw-
czych założeń co do udziału połączeń transgranicznych 
w bilansie mocy, niskiej wartości wskaźników dyspozycyj-
ności źródeł węglowych i  gazowych oraz zachowawczych 
założeń w  zakresie udziału zasobów strony popytowej 
w pokryciu obciążenia szczytowego. Tym samym Komisja 
położyła nacisk na rolę, jaką w optymalizacji zapotrzebowa-
nia na moc mogą świadczyć odbiorcy energii elektrycznej.

„Negawaty” oferowane na rynku polskim

„Negawaty” to jedna z  form interwencyjnej redukcji 
zapotrzebowania na moc i energię elektryczną, stosowana 
w celu chwilowego zwiększenia bezpieczeństwa funkcjono-
wania systemu elektroenergetycznego i  jego zbilansowa-
nia. Usługa ta może być świadczona przez odbiorców 
mających zdolności natychmiastowego i w zadanym czasie 
trwałego, całkowitego, bądź częściowego ograniczenia 
zużycia energii elektrycznej. Świadczenie tej usługi stało się 
w Polsce możliwe z inicjatywy PSE SA, podmiotu odpowie-
dzialnego za bezpieczeństwo i  funkcjonowanie systemu 
elektroenergetycznego. 

Po raz pierwszy postępowanie przetargowe skierowane 
do uczestników rynku posiadających zdolności regulacyjne 
odbioru energii elektrycznej przeprowadzono we wrześniu 
2012  r. Z  uwagi na niewłaściwą parametryzację cenową 
warunków brzegowych względem wysokich oczekiwań 
uczestników, przetarg nie został rozstrzygnięty. Kolejna 
próba przeprowadzona w  grudniu 2012  r. zakończyła się 
sukcesem i podpisaniem w marcu 2013 r. umowy na reali-
zację usługi „Praca interwencyjna: redukcja zapotrzebowa-
nia na polecenie Operatora Systemu Przesyłowego (OSP)” 
z PGE GiEK SA. Zwycięzca przetargu w zamian za zgodę na 
interwencyjne ograniczenie poboru mocy otrzymał 750 zł 
za MWh zredukowanego zapotrzebowania.

Kolejny przetarg na zakup usługi „negawaty” ogłoszono 
w  grudniu 2013  r. Przedmiotem zamówienia było osiem 
pakietów redukcyjnych różniących się od siebie poziomem 
oczekiwanej mocy redukcji: 10-20 MW, 21-35 MW, 36-55 

MW, 56-90 MW i sezonowością jej wykorzystania: paździer-
nik-marzec, kwiecień-wrzesień. Dodatkowo wskazany został 
maksymalny stopień wykorzystania usługi ograniczający się 
do 10 redukcji w okresie 24 miesięcy i nie więcej niż jednej 
redukcji w  ciągu doby. Postępowanie było skierowane do 
odbiorców posiadających potencjał redukcji większy niż 10 
MW. Realizacja usługi z uwagi na skierowanie oferty do sze-
rokiego gremium odbiorców miała podlegać rozliczeniu 
w oparciu o jedną z czterech następujących metod: 
1)	 profilu planowanego – dla odbiorców dokonujących 

precyzyjnego planowania dobowo-godzinowego zapo-
trzebowania na energię, 

2)	 profilu bazowego – dla odbiorców charakteryzujących 
się powtarzalnością profili zapotrzebowania na moc, 

3)	 średniej wartości bazowej – dla odbiorców realizują-
cych usługę redukcji na pojedynczych urządzeniach, 

4)	 prostej wartości bazowej – dla pozostałych odbiorców. 

W lutym 2014 r. Operator dokonał oceny nadesłanych 
ofert i do realizacji usługi wybrał sześciu z siedmiu oferen-
tów. Łączny poziom oferowanej redukcji zawarł się w prze-
dziale 148-240 MW w  okresie październik-marzec oraz 
168-275 MW w okresie kwiecień-wrzesień.

W czerwcu 2014 r. rozstrzygnięto kolejne postępowanie 
przetargowe, w wyniku którego stroną umowy z Operato-
rem stał się podmiot/agregator tej usługi świadczonej 
przez odbiorców o nominalnie mniejszych możliwościach 
redukcji niż oczekiwane przez PSE. Agregator zobowiązał 
się do koordynowania redukcji w ramach grupy – 13 odbior-
ców zlokalizowanych w różnych częściach kraju, o  łącznym 
potencjalne ograniczenia pobieranej mocy wynoszącym  
20 MW.

W  październiku 2014  r. został rozstrzygnięty następny 
przetarg, w wyniku którego baza odbiorców świadczących 
usługę istotnie się powiększyła, a wolumen redukcji wzrósł 
o 127 MW dla wszystkich miesięcy roku. Warto podkreślić, że 
w przetargu tym jedną z wybranych ofert była oferta agrega-
tora opiewająca na 77 MW. Ceny uzyskane w postępowaniu 
znalazły się w przedziale 950-1199 zł netto/MWh redukcji. 

W grudniu 2014 r. ogłoszono jeszcze jeden przetarg na 
kolejną usługę obniżki parametrów: (i) 10-20 MW, (ii) 21-35 
MW, (iii) 36-55 MW, (iv) 56-90 MW i sezonowości jej wykorzy-
stania: październik-marzec, kwiecień-wrzesień. Różnica 
względem dotychczasowych oczekiwań zogniskowała się na 
żądaniu maksymalnie 15 redukcji w okresie 24 miesięcy, nie 
więcej niż jednej redukcji w ciągu doby i nie więcej niż trzech 
redukcji tygodniowo. Podobne parametry obowiązywały 
także w przetargu ogłoszonym we wrześniu 2015 r. z tą róż-
nicą, że wydłużeniu uległ blok godzinowy redukcji z dotych-
czasowych 2, 3 lub 4 godzin do odpowiednio 4, 6 lub 8.

Perspektywa europejska a konieczność zapewnienia 
ciągłości dostaw energii elektrycznej 

Rozwiązania w  zakresie rynku mocy są przedmiotem 
debaty nad kształtem europejskiego rynku energii elek-
trycznej. Brakuje rozwiązań paneuropejskich, co rodzi ryzy-
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ko segmentacji rynku energii elektrycznej w  UE, jeżeli 
poszczególne państwa członkowskie zintensyfikują rozwój 
lokalnych rynków mocy. Nie jest to zgodne z celem trzecie-
go pakietu energetycznego UE. Ponadto jednym z niepożą-
danych efektów jest zmiana przepływów transgranicznych, 
która może nastąpić pod wpływem rozwoju nowych mocy 
produkcyjnych. 

Obecnie rynek energii elektrycznej w większości państw 
UE funkcjonuje jako rynek jednotowarowy. Dodanie ele-
mentu związanego z rynkiem mocy pozwoliłoby utworzyć 
rynek dwutowarowy. Brakuje jednak unijnych rozwiązań 
instytucjonalnych dla takiego podejścia, ale już dziś można 
obserwować inicjatywy niektórych państw członkowskich, 
dopuszczalne przez prawo europejskie, które mogłyby 
wesprzeć rozwój rynku energii elektrycznej. Wymaga to 
integracji rynków krajowych i regionalnych w jeden unijny 
rynek energii elektrycznej. Warunkiem koniecznym jest 
efektywne wykorzystanie istniejących mocy produkcyjnych 
i  infrastruktury przesyłowej w  handlu transgranicznym. 
Stąd powstaje konieczność eliminacji zakłóceń w  handlu 
między różnymi rynkami poprzez wprowadzenie rynku 
mocy, co może wręcz stanowić barierę efektywnego han-
dlu w skali regionu, jeżeli tego typu rozwiązanie zastosowa-
ne w jednym państwie członkowskim nie zostanie skoordy-
nowane z rozwiązaniami w sąsiednich państwach. 

Pytanie, czy rynek mocy jest niezbędnym rozwiązaniem, 
znajduje pozytywną odpowiedź zarówno w przypadku kra-
jowego systemu elektroenergetycznego, jak i rynku regio-
nalnego czy europejskiego. Może powstać sytuacja, że 
rynek regionalny lub europejski będą miały zbilansowaną 
podaż i  popyt, jednak niektóre państwa członkowskie 
odnotują deficyt mocy. W takiej sytuacji jednym z sugero-
wanych rozwiązań jest rozwój transgranicznych mocy prze-
syłowych i  rezerwowanie mocy w  sąsiednich państwach. 
Jednak sytuacja taka zazwyczaj oznacza wzrost kosztów dla 
klientów na danym terenie. Pojawia się także wątpliwość, 
czy w sytuacji problemów rynku regionalnego z produkcją 
energii elektrycznej, zakontraktowana ilość energii zosta-
nie przesłana do sąsiedniego państwa19. Konieczność 
opracowania właściwych instrumentów wspierających 
powstanie rynku mocy jest zatem oczywista. Nasuwa się 
jednak pytanie, kiedy taką inicjatywę należy wdrożyć. 
Konieczne jest także zharmonizowanie funkcjonowania 
rynku mocy z  rozwiązaniami stawiającymi do dyspozycji 
energię elektryczną spoza krajowego systemu elektroener-
getycznego, aby rynek mocy nie zakłócał działania europej-
skiego rynku energii elektrycznej. Bez wątpienia każde 
państwo członkowskie powinno dążyć w  pierwszym rzę-
dzie do zaspokojenia swoich potrzeb energetycznych 
poprzez produkcję energii na własnym terenie, a dopiero 
w drugiej kolejności uzupełniać podaż energii dostawami 
zza granicy, np. w  ramach jednego, połączonego rynku 
(coupled market) – przykładem mogą być rynki Niemiec, 
Austrii i Luksemburga. W takim przypadku przy lokalizacji 
nowych jednostek wytwórczych powinna być brana pod 
uwagę sytuacja na rynku regionalnym. 

Jednym z najważniejszych wyzwań jest wdrożenie rynku 
mocy we właściwym i  określonym czasie, aby wyelimino-

wać ryzyko niedoboru energii elektrycznej w KSE. Wkrótce 
w  kontynentalnej części Europy mogą powstać poważne 
problemy z  zapewnieniem bezpieczeństwa energetyczne-
go: np. w  Niemczech konieczne jest zapewnienie mocy 
rezerwowej dla produkcji w  elektrowniach wiatrowych 
i  słonecznych, zaś w Polsce istotne jest zapewnienie ren-
towności inwestycji w nowe moce produkcyjne.

Bezpieczeństwo energetyczne należy rozumieć szeroko, jako 
pewną wypadkową czynników związanych zarówno z  zapew-
nieniem odpowiedniej rezerwy mocy wytwórczych w systemie, 
niezawodności i ciągłości dostaw, jak również transparentnym 
i  działającym na konkurencyjnych zasadach rynkiem hurto-
wym. Ciągłe dążenie do ujednolicania mechanizmów rynko-
wych w celu wykreowania jednego rynku unijnego często rodzi 
ryzyko realizacji wytycznych unijnych w oderwaniu bądź wbrew 
realiom rynku lokalnego rozumianego w wymiarze krajowym. 
Bezkrytyczne promowanie polityki proefektywnościowej, źró-
deł nisko bądź zero emisyjnych, w tym w szczególności odna-
wialnych źródeł energii, zaburza dotychczas stabilną strukturę 
cen energii na rynku hurtowym, tym samym spowalniając roz-
poczęte i wstrzymując zaplanowane procesy inwestycji w budo-
wę i odbudowę mocy wytwórczycha.

a Szerzej na ten temat piszą K. Mucha-Kuś, M. Sołtysik, K. Zamasz, Capacity 
market – ‘demand for coopetition’?, (w:) K. Zamasz (red.), Capacity market in 
contemporary economic policy, Difin, Warszawa 2015.

W  momencie zagrożenia ciągłości zasilania może się 
okazać, że poszczególne państwa będą musiały sięgać do 
rozwiązań doraźnych, które opóźnią wejście w  życie roz-
wiązania docelowego. 

W  kwietniu 2016  r. Komisja Europejska wskazała, że 
w  Europie działa 28 krajowych systemów rynku mocy: 
w Belgii, Chorwacji, Danii, Francji, Hiszpanii, Irlandii, Niem-
czech, Polsce, Portugalii, Szwecji i Włoszech (w niektórych 
państwach – kilka, np. w  Hiszpanii – cztery). Większość 
z nich (dwie trzecie) wspiera określoną technologię produk-
cji (instrumenty celowe), a  nie służy ustalaniu warunków 
zapewnienia mocy za pomocą rozwiązania rynkowego 
(instrumenty bazujące na cenie). Cena płacona za moc nie 
jest wyznaczana w  wyniku konkurowania, ale raczej 
w  rezultacie dwustronnych negocjacji między administra-
cją państwową i dostawcą mocy. Spotyka się również roz-
wiązania bazujące na arbitralnym określeniu stawek przez 
urzędy regulacyjne lub OSP. W  11 państwach członkow-
skich rozwiązanie w  zakresie rynku mocy jest najbardziej 
zbliżone do rezerwy strategicznej – państwo płaci dostawcy 
mocy za podtrzymywanie działania bloków produkcyjnych, 
które są interwencyjnie włączane do systemy elektroener-
getycznego. Jako formę rezerwy Komisja Europejska 
postrzega także instrumenty bazujące na ograniczeniu 
zużycia energii przez konsumentów na wezwanie OSP. 
Jedynie trzy rozwiązania rynku mocy (Niemcy, Irlandia, Bel-
gia) dopuszczają utrzymywanie rezerw mocy poza granica-
mi państwa członkowskiego (tylko w bardzo małym zakre-
sie). KE wskazuje, że rozwiązanie rynku mocy nie może 
ograniczać się wyłącznie do krajowych dostawców, a wręcz 
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Różnice w funkcjonowaniu rynku mocy w UE wywołują 
obawy przedsiębiorstw handlujących na europejskim 
rynku energii elektrycznej. Dotyczą one ograniczenia roli 
rynku hurtowego, jeżeli część czynników cenotwórczych 
zostanie przeniesiona poza rynek, oraz zakłóceń w kształ-
towaniu cen na rynku hurtowym w wyniku różnych podejść 
do rynku mocy w państwach członkowskich. Ponadto par-
tykularne i wręcz narodowe podejście do określania sposo-
bu zabezpieczenia podaży energii elektrycznej może zakłó-
cić tworzenie wewnętrznego rynku energii elektrycznej, na 
którym handel we wszystkich segmentach (terminowy, 

spotowy, bilansujący) powinien być prowadzony w sposób 
transparentny i  bez zakłóceń. Do tego niezbędne jest 
zapewnienie niezakłóconego przepływu energii elektrycz-
nej na całym terytorium Unii Europejskiej.

Przedsiębiorstwa handlujące energią wskazują, że 
wprowadzenie rynku mocy zakłóca działanie rynku w taki 
sam sposób, jak systemy wsparcia dla OZE – część rynku 
jest wyjęta spod działania sił rynkowych. Istnieje ryzyko, że 
pozostała, „rynkowa” część rynku energii elektrycznej, 
będzie zbyt mała, aby skutecznie określić cenę referencyj-
ną dla innych segmentów wewnętrznego rynku energii 

powinno uwzględniać dostawy energii elektrycznej realizo-
wane na terenie połączonych rynków energii w UE, wspie-
rając tym samym budowę unii energetycznej. 

Innym mankamentem istniejących rozwiązań jest ich 
wpływ na rynek energii elektrycznej. Przyczyniają się one 
bowiem zarówno do wzrostu ceny energii elektrycznej, jak 
i  eliminowania niektórych technologii z  rynku. Komisja 
Europejska podkreśliła, że zastosowanie niezharmonizo-
wanych rozwiązań, które nie biorą pod uwagę perspektywy 
rynku europejskiego, grozi jego fragmentaryzacją, ograni-
czeniem konkurencji i  promowaniem jedynie niektórych 
technologii produkcji, co w rezultacie prowadzi do ograni-
czenia handlu transgranicznego. 

Aukcje mocy są realizowane we Francji, Irlandii i Belgii. 
Opłaty za moc stosuje się w  Hiszpanii, Polsce, Portugalii 
i Włoszech. W Hiszpanii wprowadzono opłaty za moc już 
w momencie liberalizacji rynku energii elektrycznej, czyli od 
1998 r., zaś w Portugalii od 2011 r. (obecnie zawieszone). 
Rynek ten funkcjonuje również w Grecji, Irlandii i Włoszech, 

gdzie odpowiednio od 2006  r., 2007  r. i  2014  r. działają 
instrumenty opłaty za moc. Algorytmy te zazwyczaj dotyczą 
wsparcia określonej grupy producentów energii elektrycz-
nej – węgla kamiennego, gazu, elektrowni szczytowo-popo-
wych oraz źródeł wytwórczych opalanych ropą naftową. 
Od 2014 r. rezerwa strategiczna działa również w Finlandii 
i Szwecji, przy czym jest to rozwiązanie tymczasowe (planu-
je się jego zawieszenie od 2020  r.). W  Wielkiej Brytanii 
wprowadzono system bazujący na cenach różnicowych 
określanych w wyniku aukcji (aukcje mocy) , natomiast we 
Francji dodatkowo planuje się rozpoczęcie wspierania roz-
woju mocy za pomocą certyfikatów potwierdzających obo-
wiązek nałożony na dostawcę energii elektrycznej. W Niem-
czech, Belgii i Danii prowadzona jest debata i  prace kon-
cepcyjne nad rozwiązaniami alternatywnymi do obecnie 
funkcjonujących, mającymi zapewnić optymalny kształt 
i kierunki rozwoju rynku mocy. W tabeli 1 zaprezentowano 
rozwiązania rynku mocy stosowane w UE. 

Tabela 1

Instrumenty rynku mocy w wybranych państwach członkowskich UE

Aukcje mocy Rezerwa strategiczna Opłaty za moc Jeden kupiec Obowiązek mocy

Belgia Belgia Hiszpania Irlandia Irlandia

Francja Dania Polska Włochy

Irlandia Finlandia Portugalia

Hiszpania Włochy

Irlandia 

Niemcy

Polska

Portugalia

Szwecja

Włochy

Gdzie:
–– instrumenty obecnie niedziałające - aukcje mocy w Belgii i Irlandii, rezerwa strategiczna w Danii,
–– instrument wdrażany – jeden kupiec we Włoszech, Irlandii, obowiązek mocy we Francji,
–– zapewnienie ciągłości dostaw – rezerwa strategiczna w Hiszpanii, Irlandii, Niemczech, Polsce, Portugalii i, Włoszech,
–– wiele różnych instrumentów funkcjonujących w  podobny sposób – rezerwa strategiczna w Niemczech i Włoszech, opłaty za moc 

w Hiszpanii i Portugalii. 
Źródło: Komisja Europejska. 
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elektrycznej. Powstaje także pytanie, jak zagwarantować 
pewność zasilania, jeżeli do 2030 r. planuje się osiągnięcie 
celów środowiskowych UE i  zwiększenie do 45% udziału 
OZE w wytwarzaniu energii elektrycznej. W tym kontekście 
wydaje się, że jedną z możliwych metod jest uznanie mocy 
za produkt, którego wartość powinna kształtować się na 
zasadach rynkowych. Aby jednak nie zakłócić funkcjonowa-
nia wewnętrznego rynku energii, należałoby doprowadzić 
do zmiany perspektywy rynku mocy z narodowej na trans-
europejską i powiązać rynek mocy państwa członkowskie-
go także z potencjałem produkcyjnym stawianym do dys-
pozycji przez sąsiednie państwa. Jak wcześniej podkreślo-
no, konieczne jest wyeliminowanie ryzyka, że zakontrakto-
wane dostawy energii elektrycznej nie zostaną zrealizowa-
ne, jeżeli na terenie sąsiedniego państwa także będą 
występować problemy ze zbilansowaniem systemu elek-
troenergetycznego. O  tym, jak jest to ważne, można było 
się przekonać w  Polsce w  sierpniu 2015  r., gdy krajowy 
system elektroenergetyczny był bliski blackoutu w wyniku 
przedłużonego wyłączenia bloku w Bełchatowie. Dodatko-
wo należy podkreślić, że polski KSE jest jednym z najbar-
dziej odizolowanych systemów w Europie. Z powodu braku 
technicznych możliwości uniknięcia niekontrolowanych 
przepływów kołowych, powstających głównie w  wyniku 
wzmożonej aktywności OZE w Niemczech, Polska ma ogra-
niczone możliwości importu energii z tego kierunku. Inter-
wencyjne próby zakupów energii z Czech, Słowacji i Ukra-
iny pokazały, że są one obarczone ryzykiem wynikającym 
z braku znaczących nadwyżek energii na tych rynkach oraz 
odpowiedniej infrastruktury sieciowej na połączeniach 
transgranicznych z  tymi krajami. Problemy te w  istotny 
sposób ograniczają możliwość elastycznego reagowania na 
trudności z  dostępnością mocy i  bilansowaniem systemu 
w  Polsce, mimo jednoczesnego występowania nadwyżek 
mocy w systemie niemieckim – w upalne dni w Niemczech 
do dyspozycji jest często ponad 24 GW mocy w elektrow-
niach słonecznych, czyli więcej niż wynosi całe polskie 
zapotrzebowanie na moc w szczycie letnim20.

Czynniki mogące potencjalnie wywołać blackout w polskim KSE:
•	 wzrost zapotrzebowania na moc i energię w KSE;
•	 obniżenie się poziomu wody w rzekach;
•	 wysoka temperatura wody (wpływ na elektrownie z otwar-

tymi obiegami chłodniczymi);
•	 niższe dostępne moce z uwagi na okres remontowy;
•	 ustawienie niektórych taryf dla gospodarstw domowych 

(taryfa G12 i G12w) w taki sposób, że między 13.00 a 15.00 
ok. 15% gospodarstw korzysta z obniżonej stawki za dys-
trybucję energii elektrycznej;

•	 niższa sezonowa (latem) generacja z farm wiatrowych;
•	 niska dywersyfikacja jednostek wytwórczych, w  tym ich 

średni wiek i podatność na awarie.

Polski operator systemu elektroenergetycznego, pró-
bując reagować na zaistniałą sytuację deficytu mocy, podjął 
decyzję zaakceptowaną przez Urząd Regulacji Energetyki 
o  wsparciu producentów energii elektrycznej za pomocą 
tzw. operacyjnej rezerwy mocy (ORM). Rozwiązanie to 

pozwala wynagradzać jednostki wytwórcze za dyspozycyj-
ną moc w  godzinach szczytowych. Jest to jednak instru-
ment wsparcia dla jednostek już funkcjonujących, który 
jednocześnie w niewystarczający sposób stymuluje koncer-
ny elektroenergetyczne do budowy nowych mocy wytwór-
czych21. 

Polska nie jest jedynym krajem, który dostosowuje 
swoje rozwiązania w  zakresie bezpieczeństwa funkcjono-
wania KSE do zmiennego otoczenia rynkowego. Na przy-
kład w kwietniu 2016 r. regulator rynku energii w Szwecji 
odrzucił propozycję stworzenia rezerwy bezpieczeństwa 
dla mocy w  KSE. Wniosek złożyły największe szwedzkie 
koncerny elektroenergetyczne obawiające się, że po wyłą-
czeniu elektrowni atomowych mogą pojawić się problemy 
z zapewnieniem ciągłości dostaw. Rozwiązaniem tego pro-
blemu miałyby być kontrakty zabezpieczające dostawy. Po 
analizie różnych scenariuszy pracy elektrowni atomowych 
i wiatrowych szwedzki regulator uznał, że nie grozi wystą-
pienie jeszcze większej zmienności cen niż obecnie. Warto 
wspomnieć, że wcześniej przedstawiciele szwedzkiej elek-
troenergetyki byli przeciwni rozwiązaniom mocowym 
wskazując, że niwelują one sygnały cenowe dla rozwoju 
rynku i alokacji nowych elektrowni. Wskazywali na potrze-
bę wprowadzenia priorytetyzacji pracy różnych technologii 
produkcji energii elektrycznej. Obecnie jednak, w  ramach 
rynku jednotowarowego, coraz częściej obawiają się braku 
stabilnych dostaw energii w tzw. podstawie (najtańsze źró-
dła pracujące prawie we wszystkich godzinach w roku).

Uwagi końcowe

Wprowadzanie w Polsce rozwiązań wspierających roz-
wój mocy produkcyjnych jest niezbędne dla dalszego 
sprawnego funkcjonowania systemu elektroenergetyczne-
go. Zaniechanie inwestycji prowadzi bowiem do zmniejsze-
nia rezerw mocy, a w momencie wycofywania niektórych 
bloków z  KSE bez równoczesnych inwestycji co najmniej 
odtworzeniowych – do ujemnego bilansu produkcji i, 
potencjalnie, do problemów z zaspokojeniem zapotrzebo-
wania na energię elektryczną. Prawidłowo zaprojektowany 
rynek mocy może być odpowiedzią na powyższą potrzebę. 
Należy jednak brać pod uwagę powiązania rynku polskiego 
z ościennymi rynkami energii elektrycznej. Odpowiedzią na 
zagrożenie dla bezpieczeństwa energetycznego na rynku 
energii elektrycznej może być wykreowanie rynku dwuto-
warowego, na którym określona zostanie oprócz ceny 
energii elektrycznej również cena za moc. Konieczne staje 
się także zarządzanie ryzykiem wpływu rentowności obec-
nie funkcjonujących bloków wytwórczych i  nowych inwe-
stycji na bezpieczeństwo zasilania. Odpowiedzią na to 
ryzyko może być rozwój rynku mocy i ewolucja jednotowa-
rowego rynku energii elektrycznej w rynek dwutowarowy. 

Należy wskazać, że rynek mocy jest formą protekcjoni-
zmu rynkowego, gdyż potencjalnie może wpływać na prze-
pływy transgraniczne. Z  tego powodu Unia Europejska 
traktuje rynek mocy jako rozwiązanie tymczasowe. Ponad-
to, jeżeli obecnie problemem dla inwestycji jest niska cena 
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energii w godzinach szczytowych, to wprowadzenie instru-
mentów mocowych nie przyczyni się do jej wzrostu. Zwięk-
szenie mocy zainstalowanej w  KSE to oczywiście większe 
bezpieczeństwo zasilania, ale także niższe ceny na hurto-
wym rynku energii elektrycznej – zarówno terminowym, jak 
i spot. Pojawia się także ryzyko regulacyjne, jeżeli konieczne 
będzie dopasowanie regulacji rynku energii elektrycznej do 
nowego systemu wsparcia. Regulacje te będą miały skutki 
długoterminowe. Poprzedzi je z  pewnością rozciągnięty 
w  czasie proces oceny tych skutków dla rynku lokalnego 
i handlu energią w Europie. 

Analiza polskiego sektora wytwórczego zarówno pod 
kątem wieku, stanu technicznego urządzeń, jak i  funkcjo-
nującego energy mix wskazuje, że segment ten jest szcze-
gólnie zagrożony i  wymaga utworzenia oraz wdrożenia 
instrumentów interwencyjnych i  pomocowych. Patrząc 
z  perspektywy bezpieczeństwa energetycznego, na mocy 
ustawy traktowanego jako cel nadrzędny i  priorytetowy, 
konieczne staje się zintensyfikowanie dotychczasowych 
oraz podjęcie nowych działań, wspierających zarówno jed-
nostki wytwórcze o wysokim jednostkowym koszcie wytwa-
rzania, których obecność i praca w systemie mają kluczowe 
znaczenie dla bezpieczeństwa, jak i budowę nowych mocy, 
wykorzystujących technologie zapewniające długofalową 
perspektywę funkcjonowania. 

Reasumując, w ocenie autorów w niedalekiej perspek-
tywie konieczne będzie podjęcie decyzji zarówno w Polsce, 
jak i na poziomie Unii Europejskiej o wprowadzeniu instru-
mentów zagregowanych w  ramach rynku mocy. Ważne 
jest, aby przyjęty model uwzględniał i równoważył interesy 
wszystkich zainteresowanych stron oraz uwzględniał 
zarówno wsparcie strony podażowej, jak i popytowej. Istot-
ne jest, aby rynek mocy w jak największym zakresie opierał 
się na rozwiązaniach rynkowych i  minimalizował ryzyko 
wykorzystywania przez właścicieli jednostek wytwórczych 
posiadanej siły rynkowej. 

                    
* Dr hab. Dariusz Michalski, prof. ATH, Akademia Techniczno-

-Humanistyczna w Bielsku-Białej. E-mail: michalskidariusz@o2.pl; 
Dr inż. Maciej Sołtysik, Wiceprezes Zarządu, Instytut Projektów 
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8 W Europie już dziś obserwuje się wycofywanie inwestorów 
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