Raport Roczny

Prezesa Urzędu Regulacji Energetyki

2007

lipiec 2007

Spis treści

3Wykaz skrótów używanych w tekście raportu


41.
Nota wprowadzająca


52. Podsumowanie, główne osiągnięcia ostatniego roku


52.1. Uproszczona struktura organizacyjna Urzędu


72.2. Opis sytuacji na rynku gazu i energii elektrycznej


72.2.1. Rynek energii elektrycznej


92.2.2. Rynek gazu ziemnego


112.3. Główne zagadnienia pozostające w kompetencjach Regulatora


123. Regulacja i funkcjonowanie rynku energii elektrycznej


123.1. Zagadnienia regulacyjne [Artykuł 23(1) z wyłączeniem lit. ”h”]


123.1.1. Zagadnienia ogólne


133.1.2. Zarządzanie i alokacja zdolności przesyłowych w wymianie międzysystemowej oraz mechanizmy zarządzania ograniczeniami


163.1.3. Regulacja zadań przedsiębiorstw przesyłowych i dystrybucyjnych


273.1.4. Efektywny unbundling


293.2. Zagadnienia z zakresu ochrony i promowania konkurencji [art. 23(8) oraz 23(1) (h)] – rynek energii elektrycznej


303.2.1. Charakterystyka rynku sprzedaży hurtowej


343.2.2. Charakterystyka rynku sprzedaży detalicznej


383.2.3. Środki zapobiegające nadużyciu pozycji dominującej na rynku właściwym


434. Regulacja i postępy w procesie budowy wspólnotowego rynku gazu ziemnego


434.1. Problematyka regulacji [Artykuł 25(1)]


434.1.1. Zagadnienia ogólne


444.1.2. Zarządzanie i alokowanie mocy przesyłowych transgranicznych połączeń międzysystemowych i mechanizmu zarządzania ograniczeniami sieciowymi


464.1.3. Sprawowanie nadzoru regulacyjnego nad zadaniami wykonywanymi przez OSP i OSD


524.1.4. Efektywny unbundling


544.2. Zagadnienia konkurencji [Artykuł 25(1)(h)]


544.2.1. Opis rynku hurtowego


564.2.2. Opis rynku detalicznego


605. Bezpieczeństwo dostaw


605.1. Energia Elektryczna [ Artykuł 4]


655.2. Gaz [Artykuł 5] oraz 2004/67/WE [Artykuł 5]


696. Zagadnienia z zakresu usług o charakterze użyteczności publicznej [Art. 3(9) dla energii elektrycznej i Art. 3(6) dla gazu]





Wykaz skrótów używanych w tekście raportu 

· ARE SA - Agencja Rynku Energii S.A.

· b.d. - brak danych

· CNG - (Compressed Natural Gas) - Sprężony Gaz Ziemny

· LNG - (Liquefied Natural Gas) - Skroplony Gaz Ziemny

· KSE - Krajowy System Elektroenergetyczny

· OGP Gaz System Sp. z o.o. - Operator Gazociągów Przesyłowych Gaz- System Sp. z o.o. 

· OSD - Operator Systemu Dystrybucyjnego

· OSP - Operator Systemu Przesyłowego (PSE - Operatora SA)

· OZE - Odnawialne Źródła Energii

· PGNiG SA - Polskie Górnictwo Naftowe i Gazownictwo SA
· PE - Prawo Energetyczne

· Prezes URE - Prezes Urzędu Regulacji Energetyki

· PSE SA - Polskie Sieci Elektroenergetyczne S.A. 

· TPA - Third Party Access - Zasada Dostępu Strony Trzeciej do Sieci 

· UCTE - ( The "Union for the Co-ordination of Transmission of Electricity) - Unia dla Koordynacji Przesyłu Energii Elektrycznej - Stowarzyszenie Operatorów Systemów Przesyłowych

· UE - Unia Europejska

· URE - Urząd Regulacji Energetyki

· UOKiK - Urząd Ochrony Konkurencji i Konsumentów

1. Nota wprowadzająca
Urynkowienie energetyki rozpoczęło się w Polsce wraz z transformacją ustrojową lat 90-tych: od gospodarki nakazowo - rozdzielczej do rynkowej. Istotnym dla sektora wydarzeniem było przyjęcie przez polski Parlament w 1997 r. ustawy Prawo energetyczne. Przystąpienie Polski do Unii Europejskiej przyśpieszyło dostosowywanie systemowe dzięki wdrożeniu unijnego prawa normującego różne aspekty energetyki. Nie spowodowało to niestety zasadniczych zmian w funkcjonowaniu rynku. Nie sprzyja temu również proces konsolidacji elektroenergetyki w obrębie własności Skarbu Państwa oraz wzmocnienie i tak dominującej pozycji zasiedziałego przedsiębiorstwa w gazownictwie. 

Zakres kompetencji polskiego regulatora, nominalnie zbliżony do sytuacji w innych państwach członkowskich, jest niewystarczający dla rozwiązywania problemów towarzyszących liberalizacji rynku. Tym bardziej, że za kształt rynku i jego funkcjonowanie odpowiedzialni są nie tylko twórcy prawa i inne organy państwa, ale również podmioty działające na rynku. 
Przedkładany Komisji Europejskiej dokument jest trzecim raportem przygotowanym przez Prezesa Urzędu Regulacji Energetyki, który tym samym wypełnia obowiązek określony w ustawie Prawo energetyczne oraz Dyrektywach 2003/54/WE i 2003/55/WE. 
Jest to jednocześnie dziesiąty rok realizacji Jego misji regulacyjnej.
2. Podsumowanie, główne osiągnięcia ostatniego roku

Ustawa z dnia 10 kwietnia 1997 r. Prawo energetyczne
 (PE) powołując do życia organ administracji rządowej – Prezesa Urzędu Regulacji Energetyki (Prezesa URE), powierzyła mu „zadania z zakresu spraw regulacji gospodarki paliwami i energią oraz promowania konkurencji”.  
2.1. Uproszczona struktura organizacyjna Urzędu

Struktura zarządu bądź rady
Funkcje regulacyjne Prezes URE pełni jednoosobowo, zadania ustawowe wykonuje z pomocą Urzędu Regulacji Energetyki (URE), którego struktura została ukształtowana tak, żeby optymalizować wykorzystanie zasobów materialnych (rzeczowych i finansowych) oraz kadrowych
. W skład Urzędu wchodzi siedem komórek organizacyjnych (departamenty i biura) oraz dziewięć oddziałów terenowych obejmujących zakresem działania cały kraj. Taka hierarchiczna struktura organizacyjna URE nie zawsze jest w stanie elastycznie
i wystarczająco wydajnie zrealizować nowe zadania stawiane przed Prezesem URE zarówno przez prawodawców, jak i przez pozostałe elementy zewnętrznego środowiska działania, tak różne jak np. fakt akcesji Polski do Unii Europejskiej, czy też zaobserwowane zjawiska nadużywania pozycji dominującej przez niektóre podmioty sektora energetycznego. Nierzadko także pojawia się potrzeba zjednoczenia wysiłków ekspertów zajmujących się na co dzień różnymi aspektami regulacji, czy też w pewnym okresie życia urzędu – konieczność realizacji niestandardowego działania. Dlatego też Prezes URE w okresie swojej działalności wielokrotnie powoływał zespoły jako organy pomocnicze o charakterze doraźnym,  stanowiące rodzaj poziomej (przekrojowej) struktury w URE. W 2006r. były to Zespoły do Spraw Realizacji Programu „Wdrażanie konkurencyjnego rynku energii” oraz Społecznych Doradców Prezesa URE.

Pracownicy URE są członkami korpusu służby cywilnej. Zadania z zakresu służby cywilnej realizuje Dyrektor Generalny URE.

Prezesem URE od 23 czerwca 1997 r. jest dr Leszek Juchniewicz. 

W 2006 roku nie nastąpiły zmiany w strukturze organizacyjnej Urzędu. 

Główne zadania statutowe

Prezes URE realizuje zadania z zakresu spraw regulacji gospodarki paliwami i energią oraz promowania konkurencji. Zakres kompetencji i obowiązków Prezesa URE obejmuje m.in.:
· przeprowadzanie przetargów na sprzedawcę z urzędu oraz budowę nowych mocy wytwórczych, 

· zatwierdzanie instrukcji ruchu i eksploatacji sieci w zakresie bilansowania systemu i zarządzania ograniczeniami systemowymi,

· monitorowanie rynków energii i paliw, w tym realizacji zasady dostępu stron trzecich do sieci przesyłowych i dystrybucyjnych,

· wyznaczanie operatorów systemów przesyłowych i dystrybucyjnych,

· udzielanie bądź cofanie koncesji na działalność energetyczną przedsiębiorstw, w tym na paliwa gazowe i ciekłe,

· zatwierdzanie i kontrolowanie taryf dla energii elektrycznej, ciepła i paliw gazowych,

· uzgadnianie planów rozwoju sieciowych przedsiębiorstw energetycznych,

· rozstrzyganie sporów związanych z publicznoprawnymi obowiązkami przedsiębiorstw energetycznych,

· kontrola działalności koncesjonowanych przedsiębiorstw energetycznych,

· nakładanie kar na przedsiębiorstwa energetyczne za nie wywiązywanie się z ustawowych zobowiązań,

· współpraca z właściwymi organami w przeciwdziałaniu praktykom ograniczającym konkurencję,

· działalność informacyjną, promocyjną i edukacyjną.

Obowiązujący zakres kompetencji Prezesa URE powstał w wyniku kolejnych nowelizacji PE. Nie wszystkie wprowadzone zmiany były korzystne, ponieważ powodowały osłabienie roli Regulatora jako instytucji działającej tylko w tych obszarach rynku, w których nie jest możliwe funkcjonowanie konkurencji lub jej działanie jest ograniczone. W przypadku kilku nowelizacji obowiązki, które zostały nałożone na Prezesa URE, nie były bowiem związane z regulacją czy też monitorowaniem funkcjonowania liberalizowanego rynku, ale wręcz powodowały, że zmieniał się profil jego działania. Ze ściśle wyspecjalizowanego organu, którego sposoby działania i zakres kompetencji miały źródło w teorii regulacji monopoli naturalnych i którego celem było doprowadzenie polskiej energetyki do funkcjonowania w warunkach rynku konkurencyjnego, powoli ewoluował w kierunku omnipotencji administracyjnej, nadmiernego nadzoru wobec dziedzin energetyki, które takimi cechami się nie charakteryzują. 
Kompetencje Prezesa URE obejmują wiele aspektów funkcjonowania rynku, jednak nie zawsze są wystarczające do skutecznej regulacji, nie dają pełnego wpływu na kształtowanie modelu rynku. 

Należy zauważyć, że również brak aktów wykonawczych do ustawy  Prawo energetyczne bardzo utrudnia realizację obowiązków. Nie bez znaczenia jest fakt ograniczania niezależności Regulatora. 
Główne narzędzia pozwalające pełnić funkcje regulacyjne
Składające się na proces regulacji działania regulatora w stosunku do przedsiębiorstw energetycznych oraz dochodzenie swoich praw przez odbiorców normuje, poza PE, Kodeks postępowania administracyjnego, co gwarantuje podmiotom biorącym udział w postępowaniach przejrzystość, jawność i zachowanie równych praw. Postępowania wszczęte przed Prezesem URE kończą się wydaniem decyzji administracyjnej – dotyczy to zarówno koncesji, taryf, nałożonych kar, jak i rozstrzygania sporów. Od wydanych decyzji strona postępowania może odwołać się do Sądu Okręgowego w Warszawie – Sądu Ochrony Konkurencji i Konsumentów (SOKiK).
Inne formy działań Regulatora mają na przykład charakter kontrolny, czy edukacyjny .
Prezes URE ma możliwość przeprowadzania kontroli przedsiębiorstw koncesjonowanych, wglądu do ksiąg rachunkowych tych przedsiębiorstw, żądania przedstawienia informacji dotyczących wykonywanej przez nie działalności oraz informacji o projektach inwestycyjnych. 

Poprzez wydawanie Biuletynu URE oraz pozycji w Bibliotece Regulatora, jak również prowadzenie witryny internetowej i szkoleń, (np. dla powiatowych rzeczników konsumentów) Prezes URE prowadzi szeroką akcję informacyjną dotyczącą wiedzy o  regulacji i promocji konkurencji oraz wspomaga akcje m.in. propagujące racjonalne zużywanie energii. 

Niezależność i odpowiedzialność. Komu podlega regulator?


Prezes URE jest centralnym organem administracji rządowej, a powołuje go –                   i odwołuje -  Prezes Rady Ministrów, spośród osób należących do Państwowego Zasobu Kadrowego, na wniosek ministra gospodarki
. Zniesienie ustawowe w 2006 r. kadencyjności Prezesa URE oraz włączenie tej funkcji do Państwowego Zasobu Kadrowego jest bardzo niekorzystną zmianą w zakresie jego niezależności. 
Prezes  URE jest zobowiązany do składania ministrowi gospodarki corocznie, w terminie do końca pierwszego kwartału, sprawozdania ze swojej działalności, w tym ocenę bezpieczeństwa dostarczania paliw gazowych i energii elektrycznej. 

Informacja w sprawie nachodzenia się  na siebie uprawnień i kompetencji z innymi organami/urzędami(krajowymi i zagranicznymi)

Kompetencje i uprawnienia  Prezesa URE określone zostały w ustawie-Prawo energetyczne i ewoluowały wraz ze zmianami funkcjonowania rynku, warunków ekonomiczno-politycznych oraz warunków zewnętrznych  (dostosowania prawa polskiego do prawa unijnego). Określone w ustawie kompetencje Prezesa URE nie powielają się z kompetencjami innych organów administracji rządowej.

2.2. Opis sytuacji na rynku gazu i energii elektrycznej

2.2.1. Rynek energii elektrycznej

Struktura rynku (fuzje i połączenia)

Polska elektroenergetyka jest w znacznym stopniu skonsolidowana poziomo. W toku są natomiast procesy konsolidacji pionowej w ramach właścicielskiej struktury spółek należących do Skarbu Państwa. 

Struktura rynku energii elektrycznej zaburzona jest także pionowymi powiązaniami o charakterze historycznym - czego przykładem do końca 2006 roku była prawna jedność działalności operatorów systemów dystrybucyjnych i działalności spółek obrotu w ramach elektroenergetycznych spółek dystrybucyjnych -  oraz  postępującą konsolidacją pionową. Taka struktura rynku nie jest jeszcze dostosowana do warunków rozwoju konkurencji.

Sprawą utrudniającą prawidłowe funkcjonowanie rynku energii elektrycznej pozostaje ciągle problem kontraktów długoterminowych na zakup energii elektrycznej. Ustawa, która rozwiąże problem kontraktów długoterminowych została uchwalona przez Sejm 29 czerwca, a opublikowana w dniu 20 lipca 2007 r.

W 2006 r. nie miały miejsca fuzje i przejęcia zachodzące między różnymi właścicielsko podmiotami.

Ceny

Średnie ceny hurtowe wytwórców w 2006 r. były nieznacznie wyższe w porównaniu z 2005 r. (wzrost o 0,5%).  
Na poziom średnich cen hurtowych w 2006 roku miały wpływ średnie ceny hurtowe wytwórców w segmencie kontraktów długoterminowych, które były aż o 43% wyższe od średnich cen hurtowych wytwórców w segmencie poza KDT, jednak w stosunku do 2005 nastąpił ich realny 7% spadek.

 
Odnośnie cen detalicznych w 2006 roku funkcjonował system cen regulowanych. Średnia cena energii łącznie z usługą dystrybucyjną wzrosła dla wszystkich odbiorców o 1,1%; a dla odbiorców komunalno bytowych o 1,6%. Ceny te są zróżnicowane w zależności od obszaru działania poszczególnych spółek dystrybucyjnych. Średnia cena w obrocie wzrosła o 10,2%, w dystrybucji nastąpił spadek o 7,8%. Na wzrost średnich cen energii w obrocie dla odbiorców końcowych złożyły się konieczność finansowania rosnącego udziału ilościowego i cen energii ze źródeł odnawialnych i skojarzonych w całości energii dostarczanej odbiorcom końcowym oraz potrzeba zapewnienia przedsiębiorstwom wynagrodzenia majątku zaangażowanego w działalność koncesjonowaną.

Otwarcie rynku
Od 1 lipca 2007 r. rynek energii elektrycznej jest w pełni otwarty dla wszystkich odbiorców energii elektrycznej. W 2006 r. z prawa wyboru sprzedawcy korzystało 61 uprawnionych odbiorców.
W 2006 roku Prezes URE skorzystał z kompetencji w zakresie zatwierdzania instrukcji ruchu i eksploatacji sieci, gdzie ustalone zostały korzystne dla odbiorców zapisy dotyczące procedury zmiany sprzedawcy, choć prace te toczyły się w warunkach braku szczegółowych regulacji prawnych, dotyczących zasad funkcjonowania systemu elektroenergetycznego. W efekcie zmniejszone zostały koszty uczestnictwa odbiorców w rynku bilansującym. Ponadto Prezes URE aktywnie uczestniczył w pracach związanych z projektem ustawy o zasadach pokrywania kosztów osieroconych powstałych u wytwórców w związku z przedterminowym rozwiązaniem kontraktów długoterminowych sprzedaży mocy i energii. 

Ubundling
W 2006 r. wydzielona została spółka PSE-Operator SA - właścicielskie wydzielenie OSP - którą Prezes URE wyznaczył jako operatora systemu przesyłowego. Spółka ta jest w 100% własnością Skarbu Państwa. 


Na poziomie spółek dystrybucyjnych prawny rozdział działalności dokonał się w pierwszej połowie 2007 r., co dało podstawę Prezesowi URE do ponownego wyznaczenia tych przedsiębiorstw (już rozdzielonych) na operatorów elektroenergetycznych systemów dystrybucyjnych. 

Integracja rynków hurtowych

Udostępnianie zdolności przesyłowych w 2006 r. na przekrojach synchronicznych KSE z innymi systemami elektroenergetycznymi odbywało się w trybie skoordynowanych przetargów. 

Wysoki popyt na zdolności przesyłowe na połączeniach synchronicznych KSE z innymi systemami przewyższa istniejące możliwości techniczne systemu. Ponadto brak dobrze rozwiniętej struktury sieciowej, szczególnie w zakresie połączeń międzysystemowych stanowi istotną barierę wejścia dla nowych inwestorów i przyłączania nowych źródeł
Obecnie polski operator systemu przesyłowego wraz z operatorami systemów przesyłowych w Europie Środkowo-Wschodniej prowadzą prace mające na celu opracowanie i wdrożenie metod wyznaczania i udostępniania zdolności przesyłowych uwzględniających rzeczywiste przepływy energii w sieci, co ma na celu poprawę integracji tego obszaru.

W celu umożliwienia dalszej integracji rynków w Europie Środkowo-Wschodniej oraz dostosowania zasad funkcjonowania rynku krajowego do zasad funkcjonujących w innych krajach UE w zatwierdzonej w 2006 r. przez Prezesa URE. instrukcji ruchu i eksploatacji sieci przesyłowej wprowadzono m.in.: bilansowanie grupowe ponadobszarowe, co pozwala na tworzenie grup bilansujących na obszarze całego Krajowego Systemu Elektroenergetycznego.

2.2.2. Rynek gazu ziemnego

Struktura rynku (fuzje i połączenia)

O ile sektor elektroenergetyczny jest zróżnicowany zarówno pod względem prowadzonej działalności, jak i własności – o tyle sektor gazu pozostaje nadal w pełni zmonopolizowany - 99,3% udziału w rynku posiada historycznie ugruntowane przedsiębiorstwo PGNiG SA, którego właścicielem w 84,75% jest Skarb Państwa. 

Monopol GK PGNiG SA w skali kraju dotyczy poszukiwań i wydobycia gazu (wyłączność dostępu do krajowego surowca o najniższej cenie), importu tego surowca, magazynowania, dystrybucji oraz obrotu. Sześć innych, niezależnych przedsiębiorstw dystrybucji i sprzedaży gazu z uwagi na skalę swojej działalności nie jest w stanie wywrzeć presji konkurencyjnej. 

Realizowany obecnie przez PGNiG SA wariant centralizacji obrotu detalicznego z jednoczesnym utrzymaniem działalności poszukiwawczej oraz wydobywczej oznacza utrzymanie status quo, co nie będzie sprzyjać poprawie efektywności działalności,                       a osiąganiu nieuzasadnionych korzyści monopolistycznych. 

W 2006 r. nie miały miejsca fuzje i przejęcia w sektorze gazowym zachodzące między różnymi właścicielsko podmiotami.

Ceny

W 2006 r. hurtowe ceny paliw gazowych uległy zmianie dwukrotnie. Od 1 stycznia o 12 % i 1 kwietnia o 8,8 %. Spowodowało to wzrost średnich cen hurtowych o 31,8 % w stosunku do średnich cen obowiązujących w 2005 r. Pozostałe elementy składające się na średnią cenę dostawy z sieci przesyłowej paliw gazowych (tj. uwzględniające opłaty za usługi: przesyłania, magazynowania i nawaniania) w 2006 r. zmienione zostały raz – od 1 kwietnia 2006 r. Dla gazu ziemnego wysokometanowego średni wzrost wskazanych elementów wyniósł 5,4 %. Zatem średnia cena dostawy gaz ziemnego wysokometanowego w 2006 r. w stosunku średniej ceny roku 2005 wzrosła o 26,0 %. 

Zmiany cen i stawek opłat na rynku detalicznym były odzwierciedleniem zmian zachodzących na rynku hurtowym. Zatem ceny w obrocie uległy zmianie dwukrotnie, tj. od 1 stycznia i 1 kwietnia 2006 r., stawki zaś dystrybucyjne – jednokrotnie od 1 kwietnia 2006 r. W 2006 r., w stosunku do roku 2005, w skali kraju wzrost średniej ceny detalicznej dostawy gazu ziemnego wysokometanowego (uwzględniającej obrót i dystrybucję) wyniósł 18,6 %, w tym dla odbiorców komunalno-bytowych – 19,1 %. W okresie tym średnia cena w obrocie wzrosła o 26,7 %, w dystrybucji – o 5,4 %. 

Wzrost cen hurtowych paliw gazowych był przede wszystkim spowodowany wzrostem cen importowych gazu ziemnego wysokometanowego, które ustalane są na podstawie formuł opartych o ceny produktów ropopochodnych, a te na przestrzeni ostatniego roku znacznie wzrosły. Natomiast wzrost stawek sieciowych wynikał ze wzrostu kosztów, jaki miał miejsce od ostatniej zmiany tych stawek, tj. od 1 października 2003 r. oraz z faktu zapewnienia przedsiębiorstwom sieciowym wynagradzania majątku zaangażowanego w tę działalność. 

Otwarcie rynku

Od 1 lipca 2007 r. rynek gazu ziemnego jest w pełni otwarty dla wszystkich odbiorców paliwa gazowego, jednakże z uwagi na praktycznie pełny monopol w sprzedaży gazu, w 2006 r., żaden z uprawnionych odbiorców nie skorzystał z możliwości zmiany sprzedawcy. 
W 2006 roku Prezes URE zatwierdził “kodeks sieciowy” w części dotyczącej bilansowania i zarządzania ograniczeniami sieciowymi. Celem instrukcji jest przede wszystkim określenie zasad korzystania z danego systemu sieciowego oraz wspólnie respektowanych reguł postępowania uczestników rynku. Do najważniejszych postanowień „kodeksu sieci” należą szczegółowo zdefiniowane zasady alokacji przepustowości, prorynkowe reguły bilansowania oraz wdrożenie skutecznej metodologii zapobiegania kontraktowemu blokowaniu mocy przesyłowych. To dzięki regulacjom w tym zakresie nie tylko obiektywizują się działania operatora danego systemu, ale i uczestnicy rynku zyskują równy dostęp do danej sieci i w niezależny sposób mogą zawierać umowy na przesył gazu pochodzącego z dowolnie wybranego źródła.

Ubundling 

W 2006 r. został zakończony kolejny etap organizacji krajowego sektora gazowego. Po zmianie formy prawnej krajowego OSP– przekształcenie ze Sp. z o.o. w Spółkę Akcyjną – OGP Gaz-System SA został wyznaczony przez Prezesa URE na operatora gazowego systemu przesyłowego na okres do 1 lipca 2014 r. natomiast w grudniu 2006 r., po pozytywnym rozpatrzeniu wniosków GK PGNiG SA, sześć jej spółek gazownictwa zostało wyznaczonych na operatorów gazowych systemów dystrybucyjnych.

W 2006 r. po raz pierwszy została udzielona koncesja na magazynowania paliw gazowych. Koncesja dotycząca świadczenia usług magazynowania paliwa gazowych - udzielona PGNiG SA 1 lutego 2006 r. – nie dała impulsu, aby jedyny dysponent pojemności magazynowych na terenie Polski, rozpoczął prace mające na celu wyodrębnienie działalności magazynowej oraz udostępnienie własnej infrastruktury innym podmiotom. 
W ocenie Regulatora jest to przejaw wyjątkowej arogancji monopolisty wspieranego przez rząd.

Integracja rynków hurtowych
Krajowy system przesyłowy jest względnie odosobniony od sąsiednich systemów gazowych, zwłaszcza państw należących do Unii Europejskiej, bowiem np. całkowite zdolności przesyłowe dwóch połączeń z operatorem niemieckim wynoszą zaledwie 1 mld m3. 

Cechą charakterystyczną systemu jest jednokierunkowe przesyłanie gazu (wschód – zachód) oraz całkowita rezerwacja nominacji na punktach „wejścia” przez PGNiG SA. Interesujące jest to, że w 2006 r. importowe zdolności przesyłowe wykorzystywane były tylko w 67,8%, co oznacza m.in., że istnieją możliwości importu gazu przez nowych uczestników rynku, spoza GK PGNiG SA. 

2.3. Główne zagadnienia pozostające w kompetencjach Regulatora

Podstawowymi sprawami w działalności Prezesa URE jest wdrożenie i nadzorowanie liberalizacji rynków energii dla przeciwdziałania negatywnym skutkom monopoli w interesie trwałego bezpieczeństwa energetycznego, poprawy konkurencyjności gospodarki oraz ochrony środowiska przed negatywnymi skutkami oddziaływania procesów energetycznych. Regulator spełnia swoją misję, regulując działalność przedsiębiorstw energetycznych zgodnie z prawem i założeniami polityki energetycznej państwa, zmierzając do zrównoważenia interesów przedsiębiorstw energetycznych oraz odbiorców paliw i energii.
Zagadnienia dotyczące rynku, przygotowania do jego otwarcia

Istotnym w tym zakresie narzędziem jest przyznanie Regulatorowi od maja 2005 r. kompetencji do zatwierdzania instrukcji ruchu operatorów sieci przesyłowych i dystrybucyjnych. Uprawnienie to jest szczególnie skuteczne przy promowaniu konkurencji, ponieważ w procesie zatwierdzania instrukcji Regulator może żądać wprowadzenia w niej zapisów umożliwiających rozwój konkurencji. Prezes URE zatwierdził instrukcję elektroenergetycznego operatora przesyłowego w lutym 2006 r. a weszła w życie 1 czerwca  2006 r.
. Instrukcja operatora gazowego  została zatwierdzona 21 czerwca 2006r. i weszła w życie 1 sierpnia 2006 r.
 Pierwsze oceny z funkcjonowania regulacji są wysoce pozytywne. Już sama odrębność operatorów od innych rodzajów działalności energetycznej spowodowała zmianę podejścia do podstawowych obowiązków, a tryb opracowania i zatwierdzania instrukcji sprzyjał większej internalizacji ze strony uczestników rynku.

Nie zawsze jednak przyznane  instrumenty są wystarczające. Przykładowo regulator ma obowiązek promowania konkurencji, jednakże ustawodawca nie przewidział dla niego skutecznych narzędzi w zakresie uzyskania informacji i wpływu na zmiany struktury właścicielskiej przedsiębiorstw energetycznych działających na rynku energii oraz katalogu możliwych do podjęcia działań mających zapewnić wystarczającą różnorodność uczestników rynku i zwiększenie konkurencji. W podejmowaniu decyzji, np. o modelu unbundlingu lub o konsolidacji na rynku energii, uczestniczy tylko w przypadku zaproszenia i wyłącznie na prawach innych podmiotów zaproszonych do konsultacji. Prezes URE ma również ograniczone kompetencje ustawowe w zakresie stanowienia standardów dotyczących działalności przedsiębiorstw energetycznych.  

Zagadnienia dotyczące infrastruktury (metodologia taryfowa)

Zasady ustalania opłat za przyłączenie do sieci podmiotów zawarte są w taryfach dla energii elektrycznej przedsiębiorstw sieciowych.  Nastąpiła istotna zmiana w zakresie zasad kalkulacji opłaty za przyłączenie podmiotów będących wytwórcami energii elektrycznej, ze szczególnym uwzględnieniem OZEE. Jednoznacznie wskazano, że źródła przyłączane do sieci ponosić muszą opłatę kalkulowaną na podstawie 100% nakładów, za wyjątkiem OZEE      i EC, które zostały objęte preferencyjnym uregulowaniem, polegającym na obniżeniu ich partycypacji w nakładach do 50%. 

Ponadto ustawowe dopuszczenie wykonawstwa sieciowego przez podmioty spoza przedsiębiorstwa energetycznego, posiadające odpowiednie kwalifikacje ogranicza monopol wykonawstwa sieciowego spółek dystrybucyjnych.

3. Regulacja i funkcjonowanie rynku energii elektrycznej

3.1. Zagadnienia regulacyjne [Artykuł 23(1) z wyłączeniem lit. ”h”]

Podstawowym zadaniem Prezesa URE jest prowadzenie działań regulacyjnych realizowanych poprzez: koncesjonowanie, uzgadnianie projektów planów rozwoju, zatwierdzanie taryf dla energii elektrycznej, zatwierdzanie planów ograniczeń w poborze energii elektrycznej, zatwierdzanie instrukcji ruchu i eksploatacji sieci, wyznaczanie operatorów sieci dystrybucyjnej i przesyłowej. Regulacja działalności podmiotów gospodarczych funkcjonujących na rynku polega na stymulowaniu, nadzorowaniu i kontroli zachowań wspomnianych podmiotów gospodarczych w ramach istniejących szczegółowych uregulowań prawnych i instytucjonalnych. Regulacja jest formą ingerencji w swobodę gospodarczą w celu ograniczania praktyk monopolistycznych, które mogą być stosowane przez przedsiębiorstwa funkcjonujące w warunkach monopolu naturalnego. 

3.1.1. Zagadnienia ogólne 

Od 1 lipca 2007 r. rynek energii elektrycznej jest w pełni otwarty. W 2006 r. z prawa wyboru sprzedawcy mogli korzystać wszyscy odbiorcy z wyjątkiem gospodarstw domowych, co oznaczało 73,5 % otwarcie rynku. 

W sumie w 2006 r. na rynku energii elektrycznej odnotowano 61 odbiorców (w 2005 r. – 35) korzystających z prawa wyboru sprzedawcy, wśród których znaleźli się pierwsi odbiorcy o niskim zużyciu energii elektrycznej. Wielkość ich zakupów wyniosła 8 469 GWh, co stanowi 7,6 % całkowitych dostaw energii do odbiorców końcowych (w 2005 r. wskaźnik ten wynosił 7 %).  Dodatkowo 613 GWh kupili odbiorcy przyłączeni do sieci przesyłowej, a 47 odbiorców zakupiło energię elektryczną w ilości 4 951 GWh (4,4% całkowitych dostaw) od dotychczasowych sprzedawców po cenach negocjowanych. Ogółem ilość energii sprzedanej  w 2006 r. odbiorcom na warunkach rynkowych wynosi 14033 GWh, co stanowi 12,6 % energii dostarczonej ogółem odbiorcom końcowym. 

Tabela  3.1.1. Odbiorcy uprawnieni do zmiany dostawcy
	Rok
	Próg uprawniający do zmiany dostawcy [GWh/rok]
	Udział zużycia przez podmioty uprawnione w zużyciu ogółem

[%]

	2006
	Wszyscy z wyjątkiem gospodarstw domowych
	7,6*

	2007
	Wszyscy od 1 VII 2007.
	---


* Procentowy udział energii elektrycznej kupionej przez odbiorców korzystających z prawa wyboru dostawcy do całkowitej ilości energii dostarczonej przez spółki dystrybucyjne wszystkim odbiorcom. 

Źródło: URE
Na umożliwienie wyboru dostawcy stara się wpływać Prezes URE, podejmując takie  działania, jak: rozpatrywanie skarg, rozstrzyganie sporów, ustalanie i przejrzystość taryf, wpływ na relacje między uczestnikami rynku hurtowego (w szczególności na zasady bilansowania), wpływ na zasady zarządzania ograniczeniami. Nie wszystkie jednak zidentyfikowane bariery w stosowaniu zasady TPA mogą być usunięte działalnością regulatora. 

3.1.2. Zarządzanie i alokacja zdolności przesyłowych w wymianie międzysystemowej oraz mechanizmy zarządzania ograniczeniami

Ograniczenia przesyłowe występują zarówno na poziomie krajowym, jak i na połączeniach międzysystemowych. W Krajowym Systemie Elektroenergetycznym (KSE) przeważają ograniczenia wymuszające pracę jednostek lub grup jednostek wytwórczych zasilających konkretne węzły w sieci przesyłowej. Niektóre z tych ograniczeń mają charakter permanentny, co wymusza pracę dwóch elektrowni (must run) na ich usunięcie (Ostrołęka i Dolna Odra). Elektrownie te mają zawarte umowy z operatorem systemu przesyłowego na świadczenie usług generacji wymuszonej względami sieciowymi. Pozostałe ograniczenia są usuwane przez OSP na rynku bilansującym - z wykorzystaniem ofert wytwórców z zastosowaniem pułapu ceny generacji wymuszonej. Ograniczenia sieciowe występujące wewnątrz polskiego systemu przesyłowego są spowodowane historycznymi uwarunkowaniami rozwoju i wykorzystania infrastruktury sieciowej (między innymi wykorzystywaniem elementów sieci 110 kV jako sieci przesyłowej) oraz bardzo nierównomierną strukturą lokalizacyjną źródeł wywarzania (skupienie generacji na południu systemu, natomiast jej brak w północno-wschodniej części kraju). Ocenia się, że w ramach generacji wymuszonej ze względu na ograniczenia sieciowe wewnątrz polskiego systemu przesyłowego, poprzez rynek bilansujący przepływa średnio ok. 5-10 % całkowitej energii pobieranej z Krajowego Systemu Elektroenergetycznego. Wewnętrzne ograniczenia sieciowe są rozwiązywane przez OSP za pomocą metod „re-dispatching” i „counter trading”. 

Udostępnianie zdolności przesyłowych w 2006 r. na przekrojach synchronicznych KSE z innymi systemami elektroenergetycznymi odbywało się na zasadach rynkowych - w trybie skoordynowanych przetargów
, z wyjątkiem zdolności przesyłowych zarezerwowanych dla celów realizacji kontraktów historycznych. Wysoki popyt na zdolności przesyłowe na połączeniach synchronicznych KSE z innymi systemami elektroenergetycznymi, przewyższający istniejące możliwości techniczne, nadaje tym ograniczeniom charakter strukturalny. Taka sytuacja jest w dużej mierze wynikiem stale utrzymujących się dużych różnic cen energii elektrycznej na rynku polskim i niemieckim, a także czeskim. Poniżej przedstawiono oczekiwane zdolności przesyłowe przez uczestników rynku wraz z ofertami cenowymi w aukcji rocznej niezależnie w kierunku eksportu i importu energii do Polski
.

Rysunek 3.1.2a Oczekiwane zdolności przesyłowe wraz z ofertami cenowymi w aukcji rocznej na 2006 r. w eksporcie
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Źródło: PSE-Operator S.A. 

Rysunek 3.1.2b Oczekiwane zdolności przesyłowe wraz z ofertami cenowymi w aukcji rocznej na 2006 r. w imporcie
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Źródło: PSE-Operator SA. 

Największym zainteresowaniem uczestników rynku cieszą się aukcje eksportowe roczne do Niemiec. W tym przypadku nie można zaobserwować nadmiernej koncentracji zarezerwowanych zdolności wśród uczestników rynku. W przypadku aukcji rocznej na 2006 r. na import energii elektrycznej do Polski można zauważyć pewien stopień koncentracji, przy czym należy podkreślić, że zainteresowanie aukcjami importowymi jest znacznie mniejsze niż aukcjami eksportowymi.

W związku z wystąpieniem deficytu rezerw mocy w KSE w miesiącu lipcu, PSE-Operator S.A. dokonał redukcji zarezerwowanych w przetargach rocznych i miesięcznych zdolności przesyłowych w dniach 13, 14, 17, 18, 24 (tylko aukcje miesięczne), 25, 26, 28 i 31 (tylko aukcje miesięczne) lipca 2006 r. na eksport z Polski. Redukcja zdolności przesyłowych miała również miejsce 23 grudnia 2006 r. w imporcie.

Ocena kalkulacji mocy przesyłowych

Do wyznaczania dostępnych zdolności przesyłowych OSP stosował metodę NTC (Net Transfer Capacity) opartą na wyznaczaniu zdolności przesyłowych netto na połączeniach sąsiadujących ze sobą elektroenergetycznych systemów przesyłowych. Pasmo mocowe jest określane dla poszczególnych przekrojów granicznych z uwzględnieniem ograniczeń zgłaszanych przez sąsiednich OSP. Jako kryterium niezawodności przyjęto regułę n-1 na liniach wymiany międzysystemowej, liniach polskiego systemu elektroenergetycznego lub liniach sąsiedniego systemu elektroenergetycznego. Wielkości całkowitych zdolności przesyłowych dostępnych dla danego okresu wyznaczane są na podstawie modeli matematycznych systemów połączonych. Margines bezpieczeństwa kalkulowany jest z uwzględnieniem warunków pogodowych, generacji wiatrowej w Niemczech, nie uzgodnionych przepływów wyrównawczych, zachowań uczestników rynku, zdarzeń losowych, błędów modelowania i błędów obliczeniowych.

Dostępność informacji na temat zarządzania przeciążeniami
Operator systemu przesyłowego udostępnia informacje dotyczące wymiany międzysystemowej (zasady przeprowadzania przetargów skoordynowanych, prognozy wielkości zdolności przesyłowych, oferowane zdolności przesyłowe) na swojej stronie internetowej (www.pse-operator.pl). Użytkownicy mogą uzyskać potrzebne im dane na ten temat również w biurze aukcyjnym w Pradze (www.e-trace.biz), a zakres udostępnianych tam informacji obejmuje między innymi: 

· zasady prowadzenia przetargów na zdolności przesyłowe,

· warunki uczestnictwa w przetargach na moce przesyłowe,

· zdolności przesyłowe prognozowane, oferowane i alokowane,

· ceny zdolności przesyłowych,

· analizę zachowań uczestników rynku ze względu na składane oferty (cenowe i ilościowe).

Informacje o rzeczywistych przepływach energii na połączeniach transgranicznych są publikowane na platformie wymiany informacji OSP zrzeszonych w ETSO (www.etsovista.org). W zakresie informacji o pracy KSE Operator opracowuje i publikuje Plany Koordynacyjne Roczne (PKR), Plany Koordynacyjne Miesięczne (PKM) oraz Plany Koordynacyjne Dobowe (PKD), w których przedstawiane są między innymi dane o krajowym zapotrzebowaniu na moc oraz sumie zdolności wytwórczych. Powykonawczo publikowane są sprawozdania miesięczne i roczne z funkcjonowania KSE oraz w trybie dobowym informacje dotyczące zapotrzebowania na moc w KSE i krajowego salda wymiany międzysystemowej.

Operatorzy systemów dystrybucyjnych nie udostępniają połączeń międzysystemowych, stąd nie publikują informacji w tym zakresie. 

Relacje pomiędzy zarządzaniem przeciążeniami a rynkiem hurtowym
Wymiana międzysystemowa jest w pełni zintegrowana z działaniem rynku hurtowego. Oznacza to, że uczestnictwo w rynku bilansującym jest warunkiem udziału w wymianie międzysystemowej. Zgodnie z zasadami realizacji umów handlowych w wymianie międzysystemowej, uczestnicy rynku są zobowiązani do zgłoszenia realizacji umowy z przetargów rocznego i miesięcznych do godziny 7:45, co pozwala OSP na oszacowanie niewykorzystanych zdolności przesyłowych i ich udostępnienie w przetargu dobowym (procedura UIOLI - Use It Or Loose It). Oferowane zdolności przesyłowe w przetargu dobowym są publikowane nie później niż do godz. 9:45, natomiast wyniki przetargu dobowego są publikowane po godz. 10. Rezerwacja zdolności przesyłowych w przetargu dobowym jest powiązana z obowiązkiem ich wykorzystania. Uczestnicy rynku są zobowiązani do zgłoszenia umów handlowych do OSP do godz. 12, czyli do godziny zamknięcia bramki czasowej na Rynku Bilansującym. 

Wyznaczanie zdolności przesyłowych jest przez OSP dokonywane zgodnie z zatwierdzonym przez Prezesa URE ogólnym schematem wyznaczania całkowitych zdolności przesyłowych oraz marginesu bezpieczeństwa. Opracowany przez OSP schemat pozwala na wyznaczanie łącznych zdolności przesyłowych na połączeniach synchronicznych z Niemcami, Czechami  oraz Słowacją. Takie rozwiązanie jest konsekwencją występujących w obszarze KSE znacznych przepływów kołowych i związanej z tym istotnej współzależności dostępnych zdolności przesyłowych na poszczególnych granicach. Zastosowany model pozwala również na maksymalizację zdolności przesyłowych w kierunku najsilniejszych sygnałów cenowych i związanym z nimi popytem na zdolności przesyłowe. Polski OSP - wraz z operatorami systemów przesyłowych w Europie Środkowo-Wschodniej - prowadzi prace mające na celu opracowanie i wdrożenie metod wyznaczania i udostępniania zdolności przesyłowych uwzględniających rzeczywiste przepływy energii w sieci (flow based method). Metoda ta pozwoli na optymalne wykorzystanie zdolności przesyłowych w całym regionie, jak również przyczyni się do znacznej poprawy bezpieczeństwa pracy systemów połączonych.

3.1.3. Regulacja zadań przedsiębiorstw przesyłowych i dystrybucyjnych 

Zarządzanie systemem elektroenergetycznym w Polsce jest realizowane przez jednego operatora systemu przesyłowego (OSP) i 15 operatorów systemów dystrybucyjnych (OSD). Jeden operator został wyłączony z obowiązku rozdziału prawnego ze względu na zakres działania - posiada on mniej niż 100 tys. odbiorców i prowadzi działalność o zasięgu lokalnym (art. 9 d ust. 7 PE). 

Tabela 3.1.3a Rodzaje operatorów 

	
	Liczba przedsiębiorstw 

	
	2004
	2005
	2006

	OSP
	1
	1
	1

	OSD
	14 (1 
	14 (1
	14 (1


Źródło: URE

Wyznaczanie przez Prezesa URE operatorów systemów przesyłowych i dystrybucyjnych w drodze decyzji administracyjnej – na wniosek właściciela sieci dystrybucyjnej lub przesyłowej – jest narzędziem regulacyjnym, które pozwala mu dokonać oceny złożonych przez przedsiębiorstwa energetyczne wniosków pod kątem spełnienia przez nie odpowiednich warunków zapewniających odpowiednią realizację usług przesyłania i dystrybucji w celu zaopatrzenia odbiorców w energię elektryczną. Zatem istota tego narzędzia sprowadza się do podjęcia decyzji, czy przedsiębiorstwo energetyczne może pełnić rolę operatora systemu przesyłowego lub dystrybucyjnego i czy spełnia wszystkie niezbędne warunki w celu właściwego wykonywania tej działalności, w tym równego traktowania uczestników rynku w dostępie do sieci.

Jednocześnie ustawa – Prawo energetyczne nałożyła na przedsiębiorstwa zintegrowane pionowo obowiązek wydzielenia operatorów systemów przesyłowych oraz operatorów systemów dystrybucyjnych
. 

Wobec zbliżającego się ustawowego terminu wyznaczenia OSD i jednocześnie braku wniosków od przedsiębiorstw zamierzających ubiegać się o status OSD – w sytuacji, gdy Prezes URE nie mógł działać z urzędu – we wrześniu 2006 r. została opracowana i zamieszczona na stronie internetowej Urzędu „Informacja w sprawie wyznaczenia przez Prezesa URE Operatorów Systemów Dystrybucyjnych”. Wskazówki zawarte w tej „Informacji” miały ułatwić przedsiębiorstwom przygotowanie wniosków o wyznaczenie OSD. Wskazano tam przede wszystkim podstawowe uregulowania prawne dotyczące wydzielenia OSD oraz wymagania odnośnie dokumentów i informacji, jakie powinny zostać przedstawione przez przedsiębiorstwa energetyczne występujące z wnioskami o wyznaczenie ich operatorami.

OSP

Od 1 sierpnia 2004 r. operatorem systemu przesyłowego (OSP) na terenie całej Polski jest PSE-Operator SA
. Do 31 grudnia 2006 r. spółka funkcjonowała w strukturze przedsiębiorstwa zintegrowanego pionowo. Majątek sieciowy jest na razie dzierżawiony od PSE SA (właściciela). 

OSP (art. 9k PE) powinien działać w formie spółki akcyjnej, której jedynym akcjonariuszem jest Skarb Państwa. W tym celu podjęło działania dostosowawcze i od 1 stycznia 2007 r. spółka PSE – Operator S.A. jest w 100 % własnością Skarbu Państwa. Decyzją Prezesa URE z 26 stycznia 2006 r. spółka PSE – Operator S.A. została wyznaczona operatorem systemu przesyłowego elektroenergetycznego na okres od 1 lutego 2006 r. do dnia 31 grudnia 2007 r. 
. 

OSD

OSD wyznaczani są (art. 9h PE) przez Prezesa URE na wniosek właściciela sieci dystrybucyjnej, w drodze decyzji, w której określa okres oraz obszar, na którym będzie wykonywana działalność gospodarcza
. 

Na koniec 2006 r. do Prezesa URE wpłynęły wnioski o wyznaczenie na operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych 14 przedsiębiorstw energetycznych (tzw. spółek dystrybucyjnych), które pełniły już funkcje operatorów (art. 7 PE). 

Wszystkie spółki dystrybucyjne działały jako przedsiębiorstwa zintegrowane pionowo (w rozumieniu art. 3 pkt 12a PE) - zajmowały się bowiem zarówno dystrybucją, jak i sprzedażą energii elektrycznej. Dlatego przed podjęciem decyzji regulator wnikliwie zbadał, czy są spełnione wszystkie warunki formalno-prawne oraz czy są podstawy ekonomiczne realizacji obowiązków operatorskich
.

W efekcie między 20 a 29 grudnia 2006 r. Prezes URE wyznaczył 14 operatorów systemów dystrybucyjnych elektroenergetycznych na okres od 1 stycznia do 30 czerwca 2007 r. Taka decyzja była umotywowana tym, że do połowy roku OSD powinni uzyskać niezależność pod względem formy prawnej, co oznacza, że od 1 lipca 2007 r. będą działać w innych strukturach organizacyjnych.

W dniach 29-30 czerwca 2007 r. Prezes URE wyznaczył operatorów elektroenergetycznych systemów dystrybucyjnych. Dziesięciu spośród czternastu operatorów wyznaczonych zostało, zgodnie z ich wnioskami, na okres obowiązywania koncesji. Natomiast czterech operatorów wyznaczonych zostało na okres krótszy od okresu obowiązywania koncesji, a mianowicie jednego roku. Zastosowanie przedstawionych wcześniej ram czasowych wyniknęło z realizowanej przez te spółki formuły wydzielenia operatora. Formuła ta polegała na tym, że działalność wytwórcza bądź obrotowa przekazana  została do spółek zależnych od OSD. Wątpliwości budziła realizacja postanowień art. 9d ust. 2 – w szczególności pkt 1 – ustawy Prawo energetyczne
. Warto przy tym podkreślić, że poza przytoczonymi czterema spółkami, do pozostałych dziesięciu wniesiony został aport obejmujący majątek związany z dystrybucją energii elektrycznej. 

Taryfy sieciowe
Prezes URE kontynuował w 2006 r. działalność w zakresie zatwierdzania taryf na niezmienionych zasadach w odniesieniu do sposobu oceny rzetelności zebranych danych, katalogu stosowanych narzędzi, jak i oceny potencjału wzrostu efektywności oraz stosowanej analizy porównawczej. Nie zmienił się również okres taryfowania dla taryf opartych na zasadzie pułapu cenowego lub przychodów oraz wpływ Prezesa URE w ustanawianie faktycznej struktury taryfy. Wszystkie te kwestie zostały uregulowane w ustawie PE i aktach wykonawczych do ustawy. 

Zebrane informacje i sposób oceny ich rzetelność. 

Początkowo, w 1999 r., w procedurze taryfowej wykorzystywano sprawozdania energetyczne  przygotowywane przez przedsiębiorstwa należące do zakresu statystyki publicznej, tzw. G10. W 2001 r. URE wprowadziło do stosowania własne arkusze sprawozdawcze dla przedsiębiorstw dystrybucyjnych, DTA-1, które są wypełniane dwa razy w roku. W przypadku wystąpienia jakichkolwiek wątpliwości odnośnie sprawozdań DTA-1, istnieje możliwość weryfikacji danych ze sprawozdaniami G10. W 2006 roku na bazie arkuszy DTA-1 opracowano nowe rozszerzone arkusze DTA-1A, które konsumowały znacznie większe potrzeby informacyjne Regulatora w zakresie podziału kosztów na poszczególne działalności prowadzone przez przedsiębiorstwa.
Narzędzia oceny potencjału wzrostu efektywności i analiza porównawcza 

Począwszy od 2002 r. w procedurze taryfowania przedsiębiorstw sieciowych dystrybucyjnych jest wykorzystywana metoda pułapu przychodów (revenue cap). Istotą tej metody jest wyznaczenie przez Prezesa URE kwoty przychodów na dany rok okresu regulacji, na podstawie której przedsiębiorstwo ustala w taryfie ceny i stawki opłat. Metoda pułapowa uwalnia Prezesa URE od wikłania się w tzw. micromanagement (co ma miejsce w przypadku kosztowej metody regulacji). Rolą Prezesa URE nie jest bowiem wskazywanie nieuzasadnionego wydatku, lecz wyznaczenie uzasadnionego poziomu przychodów (pokrywających koszty) odpowiadającego skali i warunkom działania przedsiębiorstwa.
Wyznaczenie uzasadnionego poziomu przychodów było poprzedzone oceną efektywności kosztowej danej firmy na tle firm działających w tej samej branży w podobnych warunkach. W 2002 r. analizie porównawczej kosztów zostały poddane 33 firmy działające w podsektorze dystrybucyjnym. Porównywane były koszty, na które przedsiębiorstwo ma wpływ, tzw. koszty operacyjne – OPEX (bez kosztów amortyzacji i podatków) oraz koszty strat sieciowych. Proste porównanie kosztów ponoszonych przez poszczególne przedsiębiorstwa bez uwzględniania specyfiki i rozmiaru działania nie daje jednak podstaw do wnioskowania o efektywności kosztowej danej spółki. Z tego względu konieczne było zbudowanie modelu ekonometrycznego, który niwelowałby wpływ odmiennych warunków działania na poziom kosztów operacyjnych. 
Założono, że przychód regulowany powinien pokrywać wyłącznie koszty uzasadnione (wyznaczone przez model) oraz że firma musi dokonać niezbędnej redukcji kosztów w 3-letnim okresie regulowanym, tj. przed następnym przeglądem kosztów wyznaczonym na 2006 r.  

        Dokonany w 2006 r. wstępny przegląd regulacyjny ujawnił brak oczekiwanej poprawy efektywności przedsiębiorstw oraz związanej z tym redukcji kosztów. Jednocześnie na przestrzeni kilku lat funkcjonowania modelu wystąpiły całkiem nowe okoliczności związane z postępującym procesem konsolidacji przedsiębiorstw energetycznych (zmiana ilości podmiotów z 33 do 14). W związku z powyższym rozpoczęto przygotowania do nowego okresu regulacji.  Jednocześnie podjęto działania mające na celu stworzenie nowego modelu analizy porównawczej, który uwzględniłby zmiany, jakie zaszły w strukturach podmiotów. Aktualnie model jest w fazie realizacji, a jego zastosowanie przewidziane jest w procesie taryfowania przedsiębiorstw dystrybucyjnych pod koniec 2007 roku.
 W przypadku OSP ustalanie taryfy odbywa się na podstawie metody kosztowej w oparciu o sprawozdania z zakresu statystyki publicznej. Zastosowanie innej metody (np. benchmarking) jest niemożliwe, gdyż w Polsce działa jedno przedsiębiorstwo przesyłowe, natomiast międzynarodowe porównania byłyby niezwykle skomplikowane ze względu na odmienne warunki działania.

Okres taryfowania dla taryf opartych na zasadzie pułapu cenowego lub przychodów 

Do zakresu kompetencji Prezesa URE należy ustalanie współczynników korekcyjnych określających projektowaną poprawę funkcjonowania przedsiębiorstwa oraz zmianę warunków prowadzenia przez to przedsiębiorstwo danego rodzaju działalności gospodarczej, a także ustalanie okresu obowiązywania tych współczynników, czyli ustalanie okresu regulacji. W trakcie ustalania taryf w latach 2002 i 2003 kilka przedsiębiorstw skorzystało z możliwości funkcjonowania w ramach taryfy wieloletniej – okres regulacji zależy w każdym przypadku od wniosku przedsiębiorstwa i wynosi 3, 4 lub 5 lat.


Analiza informacji niezbędnych w procesie weryfikacji taryf, przekazywanych przez operatorów systemów oraz danych dotyczących taryf, a także warunków i opłat za przyłączenie, nie uległa zmianie w stosunku do 2005 r.
Zaangażowanie regulatora w ustanawianie faktycznej struktury taryf. 

Struktura taryfy zależy od rodzaju działalności energetycznej prowadzonej przez przedsiębiorstwo i wynika bezpośrednio z przepisów prawa. Rolą organu regulacyjnego jest w tym zakresie czuwanie nad zgodnością struktury taryfy z wymogami formalnymi.

Informacje przekazywane przez operatorów systemów na temat taryf oraz warunków i opłat za przyłączenie
Taryfy OSD zatwierdzone przez Prezesa URE publikowane są w Biuletynie Branżowym „Energia Elektryczna” oraz zamieszczane na stronach internetowych URE i stronach operatorów systemów dystrybucyjnych. Ponadto do największych klientów operatorzy wysyłają  taryfy. Informacje na temat aktualnych opłat za przyłączenie oraz warunków przyłączenia stanowią integralną część taryfy. 

Struktura opłat stosowanych przez elektroenergetycznego OSP oraz poziom „rocznego krajowego G”
Sieć przesyłowa to sieć elektroenergetyczna najwyższych lub wysokich napięć (220 kV i powyżej), za której ruch sieciowy jest odpowiedzialny operator systemu przesyłowego.
Podstawy prawne taryfikacji przesyłu – ustawa z dnia 10 kwietnia 1997 r. – Prawo energetyczne (Dz. U. z 2006 r. Nr 89, poz. 625 ze zm.) oraz rozporządzenie Ministra Gospodarki, Pracy i Polityki Społecznej z dnia 23 kwietnia 2004 r. w sprawie szczegółowych zasad kształtowania i kalkulacji taryf oraz rozliczeń w obrocie energią elektryczną (Dz. U. z 2004 r. Nr 105, poz. 1114).

Podstawy kalkulacyjne taryfikacji: koszty uzasadnione – planowane koszty niezbędne do prowadzenia działalności przedsiębiorstwa, analizowane i weryfikowane przez Prezesa URE.

Części składowe taryfy:

Składnik stały stawki sieciowej - kalkulowany, dla odbiorców przyłączonych do sieci, na podstawie kosztów uzasadnionych: (i) eksploatacji sieci danego poziomu napięć znamionowych, wynikających z nakładów na odtworzenie, modernizację i rozwój sieci, służących do realizacji usługi przesyłowej, (ii) stałych przesyłania energii elektrycznej sieciami innych poziomów napięć znamionowych i sieciami należącymi do innych operatorów, (iii) zakupu rezerw w zdolnościach przesyłowych w sieciach należących do innych operatorów, (iv) wynikających z nakładów na budowę odcinków sieci służących do przyłączenia podmiotów do sieci.

Składnik zmienny stawki sieciowej - kalkulowany, dla odbiorców przyłączonych do sieci, na podstawie kosztów uzasadnionych: (i) zakupu energii elektrycznej w ilości niezbędnej do pokrycia różnicy między ilością energii elektrycznej wprowadzanej do sieci danego poziomu napięć znamionowych, a ilością energii pobranej z tej sieci przez odbiorców i przesłanej do sieci innych poziomów napięć znamionowych, (ii) zmiennych za przesyłanie energii elektrycznej sieciami innych poziomów napięć znamionowych i sieciami należącymi do innych operatorów.

Stawka systemowa – kalkulowana dla odbiorców korzystających z sieci krajowego systemu elektroenergetycznego – składa się z dwóch składników: (i) jakościowego wynikającego z kosztów utrzymania systemowych standardów jakości i niezawodności bieżących dostaw energii elektrycznej (zakupionych, przez operatora systemu przesyłowego, niezbędnych rezerw mocy i usług systemowych oraz zakupionej, przez operatora systemu przesyłowego, niezbędnej ilości energii elektrycznej wytwarzanej w celu zapewnienia odpowiedniej jakości dostaw tej energii, określonych jako różnica między płatnościami za energię elektryczną  a przychodami ze sprzedaży tej energii na rynku bilansującym) oraz (ii) wyrównawczego wynikającego z różnic między zweryfikowanymi  planowanymi płatnościami wynikającymi z umów długoterminowych a planowanymi przychodami ze sprzedaży mocy i energii elektrycznej.

Stawka opłaty abonamentowej - kalkulowana dla odbiorców przyłączonych do sieci na podstawie kosztów uzasadnionych ponoszonych w związku z odczytywaniem wskazań układów pomiarowo-rozliczeniowych i ich kontrolą oraz handlowej obsługi odbiorców, polegającej na wystawianiu faktur i ich dostarczaniu.

Stawka rozliczeniowa – kalkulowana dla podmiotów zgłaszających grafiki obciążeń, na podstawie kosztów uzasadnionych budowy i rozwoju systemów bilansowo-rozliczeniowych oraz ich eksploatacji, niezbędnych do realizacji umów sprzedaży energii elektrycznej zgłoszonych w formie grafików obciążeń.

Podział opłat przesyłowych pomiędzy wytwórców i odbiorców 

 Opłaty ponoszą odbiorcy, jedynie stawka rozliczeniowa stosowana jest wobec wytwórców, odbiorców i przedsiębiorstw zajmujących się obrotem energią.

Opłaty przyłączeniowe uiszczane przez wytwórców i/lub odbiorców
Za przyłączenie odbiorców do sieci przesyłowej opłatę ustala się na podstawie jednej czwartej rzeczywistych nakładów poniesionych na realizację przyłączenia. Za przyłączenie źródeł współpracujących z siecią oraz sieci przedsiębiorstw energetycznych zajmujących się przesyłaniem lub dystrybucją paliw gazowych lub energii pobiera się opłatę ustaloną na podstawie rzeczywistych nakładów poniesionych na realizację przyłączenia, z wyłączeniem odnawialnych źródeł energii o mocy elektrycznej zainstalowanej nie wyższej niż 5 MW oraz jednostek kogeneracji o mocy elektrycznej zainstalowanej poniżej 1 MW, za których przyłączenie pobiera się połowę opłaty ustalonej na podstawie rzeczywistych nakładów.

Opłaty za usługi systemowe płacone przez wytwórców i/lub odbiorców
.

Brak

Opłaty za lokalizację ponoszone przez wytwórców i/lub odbiorców
Brak

Inne opłaty ponoszone przez wytwórców i/lub odbiorców, o ile ma to miejsce (np. podatki, dodatkowe opłaty na rzecz zielonej energii)
Brak

Średnia opłata – G

Informacja o elementach wchodzących w skład opłaty – G: w skład tej opłaty wchodzą jedynie opłaty wynikające ze stawki rozliczeniowej.

Wysokość stawki rozliczeniowej w 2007 r. wynosi 0,23 zł/MWh (w 2006 r. – 0,20 zł/MWh) 

Kurs wymiany waluty krajowej na euro: koniec maja 2007 r. 1 EUR = 3,8951PLN, średnioroczny 2006 r. 1 EUR = 3,8190.

Opłaty sieciowe 
Jednym z podstawowych następstw regulowania przedsiębiorstw sieciowych jest poziom płatności za sieciowe usługi dostarczania energii elektrycznej. Tabela 3.1.3a przedstawia średnie płatności sieciowe netto dla trzech grup odbiorców o określonej charakterystyce poboru energii elektrycznej. Płatności obliczono na podstawie taryf obowiązujących spółki dystrybucyjne w roku 2006 i 2007, jako iloraz przychodów ze sprzedaży usług przesyłowych i ilości energii
.

Tabela 3.1.3a  Średnie opłaty sieciowe

	odbiorca
	zużycie
	moc
	średnia roczna opłata sieciowa 2006 r. 
	średnia roczna opłata sieciowa 2006 r.
	średnia roczna opłata sieciowa 2007 r. 
	średnia roczna opłata sieciowa 2007 r.

	j.m.
	MW/rok
	kW
	€*
	€*/MWh
	€*
	€*/MWh

	Dc:
	3,5 w tym 1,3 noc
	X
	152,08
	43,45
	148,16
	42,33

	Ib:
	50
	50
	3607,19
	72,14
	3392,82
	67,86

	Ig:
	24 000
	4 000
	479591,5
	19,98
	416515,00
	17,35


	*Średni kurs NBP
	2006
	3,8951

	
	2007 I-V
	3,8526


Źródło: URE
Natomiast tabela 3.1.3b przedstawia minimalne i maksymalne opłaty sieciowe dla wybranych grup odbiorców. Opłaty zostały obliczone na podstawie 14 taryf spółek dystrybucyjnych.

Tabela 3.1.3b  Minimalne i maksymalne opłaty sieciowe
	odbiorca
	zużycie
	moc
	min opłata sieciowa roczna 2006 r. 
	min opłata sieciowa roczna 2006 r. 
	max opłata sieciowa roczna 2006 r.
	max opłata sieciowa roczna 2006 r.
	min opłata sieciowa roczna 2007 r. 
	min opłata sieciowa roczna 2007 r. 
	max opłata sieciowa roczna 2007 r.
	max opłata sieciowa roczna 2007 r.

	j.m.
	MWh/rok
	kW
	€*
	€*/MWh
	€*
	€*/MWh
	€*
	€*/MWh
	€
	€*/MWh

	Dc:
	3,5 w tym 1,3 noc
	X
	116,03
	33,15
	179,14
	51,18
	113,04
	32,30
	176,6
	50,46

	Ib:
	50
	50
	2544,74
	50,89
	4882,54
	97,65
	2484,56
	49,69
	4780,15
	95,60

	Ig:
	24 000
	4 000
	344186,29
	14,34
	633675,39
	26,40
	300576,23
	12,52
	555133,42
	23,13

	
	
	
	
	
	
	
	
	
	
	

	*Średni kurs NBP
	2006
	3,8951
	
	
	
	
	
	
	
	

	
	2007 I-V
	3,8526
	
	
	
	
	
	
	
	


Źródło: URE
Kontrolowanie standardów jakościowych obsługi odbiorców oraz kontrolowanie dotrzymania parametrów jakościowych energii elektrycznej 
Kontrolowanie standardów jakościowych obsługi odbiorców oraz parametrów jakościowych energii elektrycznej odbywa się głównie w wyniku rozpatrywania skarg napływających od odbiorców a dotyczących praktyk monopolistycznych stosowanych przez przedsiębiorstwa energetyczne(art.23 ust. 2 pkt. 10 PE). Odbiorcom udzielane są wyjaśnienia na zapytania oraz informacje o prawach i obowiązkach, zgodnie z aktualnie obowiązującym stanem prawnym. Większość skarg odbiorców związanych jest z niedotrzymaniem parametrów jakościowych dostaw, takich jak: spadki napięć, przerwy w dostawach energii elektrycznej, a także nieprawidłowości w obsłudze odbiorców, jak np.: niedotrzymanie terminu udzielenia odpowiedzi co do wznowienia dostaw, czy wstrzymanie dostaw energii elektrycznej. W przypadkach, w których Prezes URE stwierdzi uchybienia, przedsiębiorstwa wzywane są do usunięcia nieprawidłowości. 

Należy zaznaczyć, że działania regulacyjne Prezesa URE w zakresie kontroli standardów przejawiają się również w procesie zatwierdzania taryf dla energii elektrycznej. Zawarte w taryfach ceny i stawki opłat zyskują akceptację Prezesa URE, jeżeli zostaną skalkulowane przy uwzględnieniu parametrów jakościowych energii elektrycznej, określonych w rozporządzeniu przyłączeniowym
. Za niedotrzymanie parametrów technicznych energii elektrycznej określonych w rozporządzeniu przyłączeniowym odbiorcy przysługują bonifikaty określone z § 41 ust. 1 i 2 rozporządzenia taryfowego
. Ponadto w taryfie dla energii elektrycznej zawarte są opłaty za niedotrzymanie standardów jakościowych obsługi odbiorców, określone w rozporządzeniu przyłączeniowym. Przysługują one odbiorcom m. in. z tytułu nie przyjęcia zgłoszeń lub reklamacji od odbiorcy, nieuzasadnionej zwłoki w usuwaniu zakłóceń w dostarczaniu energii elektrycznej spowodowanych nieprawidłową pracą sieci, odmowy udzielenia odbiorcom, na ich żądanie, informacji, nie powiadomienia o przewidywanym terminie wznowienia dostarczania energii elektrycznej przerwanego z powodu awarii sieci, nieuzasadnionej odmowy odpłatnego podjęcia stosownych czynności w sieci w celu umożliwienia bezpiecznego wykonania przez odbiorcę lub inny podmiot prac w obszarze oddziaływania tej sieci, nie udzielenia, na żądanie odbiorcy, informacji w sprawie zasad rozliczeń oraz aktualnych taryf, przedłużenia 14-dniowego terminu rozpatrzenia wniosku lub reklamacji odbiorcy. 
Warto nadmienić również, że w ramach projektu finansowanego z funduszy Unii Europejskiej – Transition Facility 2005/017-488.02.04 „Wzmocnienie nadzoru regulacyjnego nad sektorem energii” – jest realizowany Komponent 2 „Zintegrowany system informatyczny do zdalnej analizy jakości zasilania w miejscu dostarczania energii elektrycznej do odbiorcy oraz przygotowanie raportów merytorycznych”. 

Wdrożenie powyższego systemu pozwoli Prezesowi URE dokonywać bieżącej kontroli – w oparciu o reprezentatywną próbę – dotrzymywania przez przedsiębiorstwa sieciowe standardów jakościowych energii elektrycznej dostarczanej odbiorcom energii elektrycznej w całym kraju.

Umowną ilustracją jakości świadczenia usług sieciowych są bezawaryjne, ciągłe dostawy energii elektrycznej. Natomiast odstępstwa od tej sytuacji mierzone są np. czasem trwania przerw w dostawach energii elektrycznej. 

Tabela 3.1.3c  Średni czas trwania przerw w dostawach energii elektrycznej
	Rok
	Przerwy

[minuty]

	2005
	429

	2006
	360
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Bilansowanie 

Zasady bilansowania systemu i zarządzania ograniczeniami w krajowym systemie elektroenergetycznym określone zostały w 2006 i 2007 r. przez operatorów i zatwierdzone przez Prezesa URE jako część instrukcji ruchu i eksploatacji sieci (IRiES)
.Taki tryb postępowania umożliwia Regulatorowi rzeczywisty i skuteczny wpływ na kształt stosowanych mechanizmów. Ponadto Prezes URE ma obowiązek monitorowania efektów ich działania (np. na podstawie informacji i okresowych sprawozdań składanych przez operatorów) a także ocenia prawidłowość funkcjonowania przyjętych zasad poprzez obserwację zjawisk występujących na rynku i analizowanie przyczyn zakłóceń w przypadku ich wystąpienia. Te uregulowania prawne wyszły również naprzeciw oczekiwaniom uczestników rynku w zakresie nadzoru organów państwa w obszarze bilansowania systemu, gdyż do tego czasu zasady te były ustanawiane niezależnie przez operatora systemu przesyłowego, co budziło wielokrotnie sprzeciw ze strony uczestników rynku dotyczący dyskryminacji określonych grup podmiotów na rynku
. 

Zgodnie z założeniem, działalność operatora systemu przesyłowego powinna mieć charakter neutralny, a segment rynku, jakim jest rynek bilansujący (RB), miał służyć tylko i wyłącznie do celów fizycznej realizacji umów sprzedaży energii elektrycznej, a nie do gry rynkowej. Od samego początku działania RB, czyli od września 2001 r., ujawniły się jednak niepożądane zjawiska ekonomiczne, przede wszystkim w postaci zwiększonych kosztów usuwania ograniczeń systemowych, które kumulowały się u operatora systemu przesyłowego. 

Główną wadą ówczesnego modelu Rynku Bilansującego była możliwość zgłaszania przez uczestników rynku bilansującego niewykonalnych grafików, czyli umów sprzedaży energii, których OSP nie mógł zrealizować bezpośrednio ze względu na ograniczenia systemowe.  Powodowało to zaniżanie ceny energii w kontraktach bilateralnych ze względu na możliwość odzyskania dużej części kosztów na RB
. 

Instrukcja ruchu i eksploatacji sieci przesyłowej, która weszła w życie 1 czerwca 2006 r.,  w znacznym stopniu ograniczyła te praktyki.

Do najważniejszych zmian w nowej instrukcji należy zaliczyć odejście od bilansowania obszarowego na rzecz bilansowania ponadobszarowego. Spowodowało to dostosowanie zasad funkcjonowania rynku krajowego do zasad funkcjonujących w krajach UE należących do regionu Europy Środkowo-Wschodniej, co umożliwia dalszą integrację rynków europejskich. Do ważnych zmian należy również zaliczyć odejście od strefy nieczułości na rynku bilansującym, w obszarze, której niezbilansowanie było rozliczane po cenie CRO. Wprowadzony w nowej instrukcji model opiera się tylko na cenach rozchylonych, który wynika ze zmiany formuły wyznaczania tych cen na średnie ważone z wykorzystanych ofert przyrostowych i redukcyjnych składanych przez wytwórców. Taka formuła pozwoliła na obniżenie cen rozliczeniowych na rynku bilansującym. W zakresie korzyści dla uczestników rynku polskiego należy wymienić istotne zmniejszenie kosztów uczestnictwa w rynku bilansującym, co przyczynia się do zniesienia podstawowej bariery dostępu do rynku, podnoszonej przez uczestników rynku, jak również stwarza lepsze warunki dla rozwoju zasady dostępu stron trzecich do sieci (TPA).

Biorąc pod uwagę możliwość uczestnictwa odbiorców detalicznych w zmienionym modelu rozliczeń za niezbilansowanie oraz wielokrotnie zgłaszane przez uczestników rynku uwagi, operator systemu przesyłowego zmienił jednostkę rozliczeń za niezbilansowanie z            1 MWh na 1 kWh, co znosi kolejna barierę uczestnictwa w rynku bilansującym podnoszoną przez uczestników rynku, w szczególności małych odbiorców energii.

Obowiązujące do chwili zatwierdzenia przez Prezesa URE instrukcje ruchu i eksploatacji sieci rozdzielczych były niemalże wierną kopią instrukcji ruchu i eksploatacji sieci przesyłowej, wprowadzając zasady funkcjonowania rynków detalicznych analogiczne do obowiązujących na rynku hurtowym. Ponadto skupiały się one na obowiązkach uczestników rynku, nie określając przy tym ich praw, jak również obowiązków operatorów systemów dystrybucyjnych. Zatwierdzone przez Prezesa URE instrukcje, kwestionowane przez spółki dystrybucyjne na etapie postępowań administracyjnych, ostatecznie wprowadziły jednolite procedury zmiany sprzedawcy, wymagania w zakresie układów pomiarowo-rozliczeniowych, a także standardy obsługi odbiorców. Istotną nowością, dotyczącą odbiorców o niewielkim rocznym zużyciu energii jest możliwość ich bilansowania na podstawie standardowych profili zużycia energii, opracowanych przez OSD i zamieszczonych w zatwierdzanych przez Prezesa URE instrukcjach. Instrukcje uszczegóławiają role operatorów systemów dystrybucyjnych, opisując zadania operatorów pomiarów w zakresie udostępniania i przekazywania informacji niezbędnych w procesie bilansowania. W celu prawidłowego funkcjonowania rynków detalicznych zostały określone niezbędne zależności umowne pomiędzy operatorami systemów elektroenergetycznych i innymi uczestnikami rynku, jak również ich zakres.

IRiES w sposób skrupulatny opisują funkcjonowanie rynku hurtowego oraz detalicznych, warunkując w dużej mierze niezależność działania operatorów systemów elektroenergetycznych, w szczególności dystrybucyjnych, przyczyniając się tym samym do stworzenia właściwych ram organizacyjnych realizacji prawa dostępu stron trzecich do sieci.

Wprowadzone zmiany nie mają charakteru zmian systemowych, gdyż takie mogłyby być tylko dokonane w wyniku zmian przepisów obowiązującego prawa (ustawa i rozporządzenia wykonawcze).

Funkcjonujący w Polsce mechanizm bilansowania opiera się na wykorzystywaniu przez OSP ofert przyrostowych i redukcyjnych składanych przez wytwórców. Odbiorcy energii są rozliczani za niezbilansowanie - przy zastosowaniu cen rozchylonych CROz oraz CROs
, stanowiących mechanizm motywujący do jak najbardziej dokładnego określania zapotrzebowania na energię elektryczną (tabela 3.1.3. d). 

Tabela  3.1.3d  Mechanizm bilansowania
	Wskaźnik
	Opis funkcjonowania

	Okres 
	60 min.

	Obszar
	Jeden, centralnie – na poziomie sieci przesyłowej

	                                                                                                                                                                        Godzina zamknięcia RB bramki zgłoszeń umów sprzedaży energii elektrycznej na rynek bilansujący
	12:00

	Możliwość wdrożenia rynku dnia bieżącego i modyfikacji pozycji kontraktowej.
	Giełda energii oferuje produkty w trybie godzinowym, tak jak to ma miejsce na rynku bilansującym (obecnie rynek dnia następnego)

	Typowe opłaty za usługę bilansowania:

Do 31 maja 2006 r.

Od 1 czerwca 2006 r.
	Dla odbiorców (wyznaczane dla każdej godziny):

CRO – jednolita cena rozliczeniowa odchylenia, obliczana jako iloraz minimalnych kosztów zmiany zweryfikowanych ilości dostaw energii Jednostek Grafikowych aktywnych zapewniającej zbilansowanie zapotrzebowania na energię w obszarze Rynku Bilansującego (stosowana w strefie nieczułości)

CROz – cena rozliczeniowa odchylenia zakupu energii na Rynku Bilansującym, obliczana jako średnia ważona z cen pasm redukcyjnych ofert bilansujących wykorzystanych w danej godzinie 

CROs – cena rozliczeniowa odchylenia sprzedaży energii z Rynku Bilansującego, obliczana jako średnia ważona z cen pasm przyrostowych ofert bilansujących wykorzystanych w danej godzinie

CROz – cena rozliczeniowa odchylenia zakupu energii na Rynku Bilansującym, obliczana jako średnia ważona ze wszystkich cen korekty pozycji kontraktowej wykorzystanych do rozliczenia redukcji generacji dla poszczególnych Jednostek Grafikowych Wytwórczych rozliczeniowych w godzinie h, pomniejszona o stały składnik (K-
CROs – cena rozliczeniowa odchylenia sprzedaży energii z Rynku Bilansującego, obliczana jako średnia ważona ze wszystkich cen korekty pozycji kontraktowej wykorzystanych do rozliczenia przyrostu generacji dla poszczególnych Jednostek Grafikowych Wytwórczych rozliczeniowych w godzinie h, powiększona o stały składnik (K+
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Proces i harmonogram rozliczeń za niezbilansowanie poniżej został zestawiony w sposób tabelaryczny. 

Tabela 3.1.3e Proces i harmonogram rozliczeń za niezbilansowanie

	Wyszczególnienie
	Opis

	Okres 
	Dekada, przy czym miesiąc dzieli się na trzy dekady

	Formy 
	Ilościowe i wartościowe

	Cykle 
	Dobowe – na podstawie godzinowych wielkości rozliczeniowych są wyznaczane ilości energii bilansującej (dostarczonej lub odebranej z RB w dobie n) oraz należności za jej dostawę lub odbiór; wielkości rozliczeniowe dla doby n są wyznaczane przez OSP w dobie n+1 jako niezatwierdzone oraz w dobie n+4 jako zatwierdzone.

Dekadowe – na podstawie dobowych wielkości rozliczeniowych są wyznaczane ilości energii bilansującej dostarczonej lub odebranej z RB w danej dekadzie, ceny rozliczeniowe dekadowe oraz należności za dostawę lub odbiór energii.

	Korekty
	Wykonywane w cyklach miesięcznych, odnoszące się do rozliczenia dekadowego; terminem płatności korekty jest ostatni dzień miesiąca kalendarzowego, w którym dokonano korekty

	Fakturowanie
	Okresem fakturowania zobowiązań i należności na RB są dekady (okresy rozliczeniowe); każda faktura musi zostać uregulowana nie później niż w terminie płatności tj. 25 dnia po ostatnim dniu okresu rozliczeniowego
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W zakresie informacji dotyczących rynku bilansującego operator systemu przesyłowego publikuje na stronie internetowej dane dotyczące: 

· podstawowych wskaźników kosztowych funkcjonowania RB (ilości energii bilansującej planowanej swobodnej, planowanej wymuszonej oraz nieplanowanej), 

· podstawowych wskaźników cenowych i kosztowych funkcjonowania RB (średnie ważone ceny energii bilansującej planowanej swobodnej, planowanej wymuszonej oraz ceny rozliczeniowe odchylenia, całkowity koszt pokrycia zapotrzebowania na rynku bilansującym w podziale na koszt bilansowania i koszt usuwania ograniczeń). 

Powyższe dane dotyczące doby realizacji n są publikowane w dobie n+2.

       Zakup energii bilansującej pomiędzy sąsiadującymi operatorami systemów przesyłowych odbywa się na podstawie dobrowolnie zawartych umów bilateralnych i może mieć miejsce tylko w sytuacjach awaryjnych, po wyczerpaniu wszystkich innych możliwości w Krajowym Systemie Elektroenergetycznym. Dotychczas nie dokonano integracji rynków bilansujących, stąd oferty bilansujące mogą być składane tylko przez podmioty uczestniczące w rynku bilansującym administrowanym przez PSE‑Operator SA.

3.1.4. Efektywny unbundling

Funkcjonalne rozdzielenie pionowo zintegrowanego łańcucha techniczno-technologicznego w działalności elektroenergetycznej - od wytwarzania, poprzez przesył do dystrybucji i handlu (tzw. unbundling) – jest traktowane jako warunek konieczny dla prawidłowo działającego, konkurencyjnego rynku energii elektrycznej. Realizowanie unbundlingu następowało stopniowo. W tym procesie najważniejszą sprawą jest uzyskanie pełnej odrębności przez operatorów systemów sieciowych. 

 W Polsce OSP i OSD znajdujący się w strukturze przedsiębiorstwa zintegrowanego pionowo powinni pozostawać, pod względem formy prawnej i organizacyjnej oraz podejmowania decyzji, niezależni od innych działalności nie związanych z przesyłaniem i dystrybucją energii elektrycznej (art. 9d PE). Przy czym, w odniesieniu do OSD, rozdział prawny jest wymagany od 1 lipca 2007 r.
. Obowiązkowi nie podlegają operatorzy, jeżeli liczba odbiorców przyłączonych do ich sieci nie jest większa niż 100 000 lub obsługujący systemy elektroenergetyczne o rocznym zużyciu energii elektrycznej nie przekraczającym 3 TWh w 1996 r., w których mniej niż 5 % rocznego zużycia energii elektrycznej pochodziło z innych połączonych z nimi systemów elektroenergetycznych. 

Obecnie, w odniesieniu do przedsiębiorstw sieciowych docelowo obowiązek rozdziału księgowości będzie miał zasadnicze znaczenie dla OSD wyłączonych z obowiązku rozdziału organizacyjnego i prawnego. Dla pozostałych OSD rozdział prawny prowadził będzie nieuchronnie do rozdziału księgowości. 

Tabela  3.1.4a  Zaawansowanie  unbundlingu

	Wyszczególnienie


	 Ilość 

	OSP-  rozdział właścicielski
	1( 

	OSD - rozdział właścicielski 
	0

	OSP – wyodrębnienie prawne, posiadanie majątku (sieci)
	0

	OSP  - wyodrębnienie prawne, brak majątku (sieci)
	1

	OSD  - wyodrębnienie prawne, posiadanie majątku (sieci)
	10

	OSD  - wyodrębnienie prawne, brak majątku (sieci) 
	4


* Od 1 stycznia 2007 r. 
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OSP, którym jest PSE-Operator SA, jest jednoosobową spółką Skarbu Państwa.  Majątek sieciowy dzierżawi od jego właściciela, którym jest PSE SA. Operator jest w trakcie kreowania samodzielnego wizerunku, posiada własną stronę internetową, nie mającą odnośników do przedsiębiorstw, z którymi wcześniej był powiązany. W trakcie budowy jest jego odrębna siedziba.

Aktualnie na terenie Polski funkcjonuje 14 OSD wyodrębnionych pod względem prawnym na koniec czerwca br. z dużych spółek dystrybucyjnych. Nadzór właścicielski nad tymi spółkami sprawuje w większości Skarb Państwa – 12 spółek to jednoosobowe spółki Skarbu Państwa i          2 spółki z częściowym udziałem Skarbu Państwa. Spółki te były OSD, stosownie do przepisów art. 7 ustawy nowelizującej, do dnia 31 grudnia 2006 r. Od dnia 1 stycznia 2007 r. do dnia 30 czerwca 2007 r. spółki te są operatorami systemów dystrybucyjnych na mocy decyzji Prezesa URE.

Zgodnie z ustawą – Prawo energetyczne, proces uzyskiwania przez OSD niezależności pod względem prawnym ma zostać zakończony do dnia 1 lipca 2007 r. Prawo energetyczne, podobnie jak Dyrektywa 2003/54/WE, nie nakłada na OSD obowiązku rozdziału ze względu na formę własności. Można zatem przypuszczać, że OSD będą funkcjonować w strukturach przedsiębiorstw zintegrowanych pionowo.

Ponadto, zgodnie z decyzją Prezesa URE, od dnia 1 lutego 2006 r. na terenie Gminy Kleszczów i na sieciach należących do tej gminy funkcję OSD wykonuje „ENERGOSERWIS KLESZCZÓW” Sp. z o.o. Posiada on mniej niż 100 tys. odbiorców.

Rozdzielność księgowa

Przedsiębiorstwa elektroenergetyczne są zobowiązane do prowadzenia księgowości w sposób umożliwiający odrębne obliczanie kosztów i przychodów, zysków i strat dla każdego rodzaju prowadzonej działalności,  a także w odniesieniu do grup odbiorców określonych w taryfie. Na przedsiębiorcach ciąży również obowiązek sporządzania i przechowywania sprawozdań finansowych zawierających bilans oraz rachunek zysków i strat za okresy sprawozdawcze, na zasadach i w trybie określonych w przepisach o rachunkowości.

Uchybienie powyższym obowiązkom może skutkować odmową zatwierdzenia taryfy lub też nałożeniem kary pieniężnej. 

Ani PE, ani ustawa o rachunkowości nie dają Prezesowi URE upoważnień do zobowiązania przedsiębiorstw do prowadzenia jednolitych zasad odnoszących się np. do alokacji kosztów. Do momentu funkcjonowania operatorów sieciowych  w strukturach pionowo zintegrowanych Prezes URE nie dysponował danymi w zakresie proporcji podziału kosztów między nimi a innymi jednostkami biznesowymi przedsiębiorstwa, czy spółkami zależnymi
. Ten stan rzeczy radykalnie zmienia się po zrealizowaniu prawnego wyodrębnienia OSD. Wybrane szczegółowe kwestie są podane w tabeli 3.1.4.b.
Tabela 3.1.4b Unbundling księgowy (stan na koniec czerwca 2007r.)

	Wyszczególnienie
	Przesył
	Dystrybucja

	Rozdzielona księgowość i sprawozdania roczne
	tak
	nie

	Wyznaczanie przez regulatora szczegółowych zasad bądź wytycznych dot. kompilowania rozdzielonej rachunkowości wraz z konsekwencjami za jej naruszenie
	nie
	nie

	Czy rozdzielone księgi poddawane są osobnemu audytowi prowadzonego przez biegłego rewidenta i do jakiego stopnia audyt ten odpowiada wymogom regulatora?
	tak
	nie

	Jaką rolę w procesie tym odgrywa osoba odpowiedzialna za zgodność tak prowadzonej rachunkowości z wymogami prawa?
	nie dot.
	nie dot.


	Jakimi sankcjami dysponuje regulator w stosunku do przedsiębiorstw niestosujących się do wymagań dotyczących rozdziału księgowości i rozdziału zarządczego przedsiębiorstwa
	Art.56 ust.1 pkt 8 PE*
	Art.56 ust.1 pkt 8 PE*


* Karze pieniężnej podlega ten, kto prowadzi ewidencję księgową niezgodnie z zasadami określonymi w art. 44. Zasady tego artykułu zobowiązują przedsiębiorstwo do prowadzenia ewidencji księgowej w sposób umożliwiający odrębne obliczenie kosztów i przychodów, zysków i strat dla wykonywanej działalności. 

Źródło: URE

Zatrudnienie.
Ilość pracowników zatrudnionych w przedsiębiorstwie sieciowym OSP wynosi 400 osób
, natomiast 14 OSD zatrudniało na koniec 2006 r. 29 889
 osób obsługujących działalność dystrybucyjną. Jako że w roku 2006 przedsiębiorstwa handlowe nie były odrębnymi podmiotami, warto wspomnieć, że działalność w zakresie obrotu energią elektryczną wykonywało na rzecz OSD 6 549 zatrudnionych osób.

3.2. Zagadnienia z zakresu ochrony i promowania konkurencji [art. 23(8) oraz 23(1) (h)] – rynek energii elektrycznej

      Przedmiotem obrotu na rynku energii elektrycznej jest: energia elektryczna czynna i bierna, rezerwa mocy, regulacyjne usługi systemowe i generacja wymuszona. Uczestnikami tego rynku są: wytwórcy energii elektrycznej, przedsiębiorstwa zarządzające siecią przesyłową - OSP i dystrybucyjną - OSD, operatorzy handlowi (tzw. przedsiębiorstwa obrotu energią), odbiorcy energii elektrycznej (na rynku hurtowym – przedsiębiorstwa obrotu oraz odbiorcy końcowi na detalicznym rynku energii) oraz Giełda Energii SA jako organizator giełdowego segmentu rynku energii elektrycznej. Ta czysta struktura zaburzona jest w rzeczywistości pionowymi powiązaniami o charakterze historycznym lub związanym z postępującą konsolidacją („urzędową” czy też biznesową). Najwyrazistszym przykładem tego powiązania była utrzymująca się do końca czerwca 2007 r. prawna jedność działalności operatorów systemów dystrybucyjnych i działalności spółek obrotu w ramach elektroenergetycznych spółek dystrybucyjnych.

       Mimo dokonujących się pewnych zmian struktura polskiego rynku energii elektrycznej w 2006 r. nie uległa zasadniczym przeobrażeniom. W dalszym ciągu na rynku dominuje dziesięć przedsiębiorstw wytwórczych. Ważnym elementem składowym rozwiniętych rynków energii są przedsiębiorstwa handlowe (przedsiębiorstwa obrotu). W URE prowadzi się monitoring funkcjonowania przedsiębiorstw obrotu. W 2006 r. badaniu poddano 21 takich przedsiębiorstw. W 2006 r. przedsiębiorstwa obrotu kupiły o 24 % więcej energii od wytwórców w porównaniu do 2005 r. Niezależnie od powyższego rozwój gry rynkowej jest znacznie ograniczony istniejącymi obowiązkami zakupu (energii zielonej i pochodzącej z  kogeneracji) oraz niedostateczną podażą energii oferowanej na warunkach rynkowych wskutek istnienia kontraktów długoterminowych (KDT ze stałą formułą cenową) mimo nadwyżki mocy zainstalowanych w systemie. 

Elektroenergetyka charakteryzuje się dużym skupieniem własności 
w rękach Skarbu Państwa
,  co również utrudnia liberalizację. Polityka właścicielska w stosunku do tych przedsiębiorstw zakłada restrukturyzację, w tym konsolidację pionową i poziomą, spółek wytwarzania i dystrybucji energii oraz ograniczoną prywatyzację w formie ofert publicznych
. 

W 2006 r. zapoczątkowano proces konsolidacji, który przewiduje:

· utworzenie Polskiej Grupy Energetycznej (PGE) na bazie holdingu BOT Górnictwo          i Energetyka SA, Zespołu Elektrowni Dolna Odra SA, aktywów pozostałych po wydzieleniu z PSE SA, Operatora Systemu Przesyłowego wraz z majątkiem oraz           8 spółek dystrybucyjnych, tj. Zakład Energetyczny Białystok SA, Zakład Energetyczny Warszawa - Teren SA, Zakłady Energetyczne Okręgu Radomsko-Kieleckiego SA., Lubelskie Zakłady Energetyczne SA., Zamojska Korporacja Energetyczna SA., Rzeszowski Zakład Energetyczny SA, Łódzki Zakład Energetyczny SA oraz Zakład Energetyczny Łódź-Teren SA.

· skonsolidowanie Południowego Koncernu Energetycznego SA. ze spółkami dystrybucyjnymi ENION SA i EnergiaPro SA oraz Elektrownią Stalowa Wola SA. 

Ponadto, program przewiduje oprócz ww. grup utworzenie dwóch grup, które mają być skonsolidowane, a następnie sprywatyzowane. Będą to:

· ENEA SA i Elektrownia Kozienice SA. 

· ENERGA SA i Zespół Elektrowni Ostrołęka SA. 

W listopadzie 2006 r. powołano spółkę Polska Grupa Energetyczna Energia na bazie BOT Górnictwo i Energetyka SA (BOT), Zespołu Elektrowni Dolna Odra SA (ZEDO), aktywów pozostałych po wydzieleniu z Polskich Sieci Elektroenergetycznych SA (PSE) Operatora Systemu Przesyłowego wraz z majątkiem oraz spółek z grup Ł-2
, L-5
 i Rzeszowskiego Zakładu Energetycznego. Dnia 29 grudnia do PGE-Energia wniesiono 85% akcji dziewięciu zakładów energetycznych (grupy L-5 i Ł-2) oraz Zespołu Elektrowni Dolna Odra. Następnie  9 maja 2007 r., Skarb Państwa dokonał wniesienia 85% akcji spółek: PGE Energia SA i BOT Górnictwo i Energetyka SA jako wkładu niepieniężnego do spółki PSE SA. Po wniesieniu wszystkich akcji do PSE nastąpi podział samego PSE. Ponadto PSE przekaże majątek przesyłowy do PSE − Operator SA, które pozostanie we władaniu Skarbu Państwa. Podział i zakończenie konsolidacji PGE planowane jest na przełom października i listopada 2007 r. Prywatyzacja tej ostatniej grupy nastąpi więc nie wcześniej niż w 2008 r. Siedziba Polskiej Grupy Energetycznej ulokowana zostanie w Lublinie. Tym samym proces konsolidacji PGE zostanie zakończony, której udział w krajowej produkcji energii elektrycznej stanowi 45%, natomiast udział w jej dystrybucji 29%.

Na początku grudnia 2006 r. powstała spółka holdingowa Grupa Energetyczna Południe, którą powołał Skarb Państwa oraz Enion, EnergiaPro i Elektrownia Stalowa Wola. Po uzyskaniu zgody Rady Ministrów i Prezesa Urzędu Ochrony Konkurencji i Konsumentów kapitał spółki zostanie zwiększony o 85% akcji Południowego Koncernu Energetycznego i pozostałych trzech podmiotów. Resztę udziałów otrzymają pracownicy firm wchodzących do Energetyki Południe – z wyjątkiem PKE, bo załoga tego koncernu już kilka lat temu otrzymała pakiety akcji. Grupa Kapitałowa obejmuje 16% produkcji energii elektrycznej natomiast udział w jej dystrybucji wynosi 24%.

Konsolidacja Grupy Północ została rozpoczęta w końcu 2006 r., kiedy to nastąpiło zawiązanie spółki portfelowej ENERGA SA z siedzibą w Gdańsku. W maju 2007 roku Skarb Państwa dokonał wniesienia 85% akcji pakietów akcji spółek: Koncern Energetyczny ENERGA SA i Zespół Elektrownie Ostrołęka S.A. na podwyższenie kapitału Spółki ENERGA SA z siedzibą w Gdańsku.

Prace nad tworzeniem ww. grup były kontynuowane w 2007 r. Obecnie trudno jest ocenić, jaki wpływ na funkcjonowanie konkurencyjnego rynku energii miały będą procesy konsolidacyjne. Niemniej jednak istnieją poważne obawy, że utworzenie pionowo zintegrowanych grup, skupiających wytwarzanie, dostawy i dystrybucję energii elektrycznej, znacząco ograniczyć może rozwój rynku konkurencyjnego. 

3.2.1. Charakterystyka rynku sprzedaży hurtowej

Produkcja energii elektrycznej w 2006 r. wyniosła 161,9 TWh i była większa o 3,1% w porównaniu do roku poprzedniego. Całkowite zużycie energii elektrycznej wyniosło ponad 149,85 TWh (wzrost o ok. 2,8 % w stosunku do roku 2005). Polska jest znacznym eksporterem netto energii elektrycznej.

Tabela 3.2.1a Zapotrzebowanie na energię i moc
	Rok
	Całkowite

zużycie

[TWh]
	Moc

osiągalna

[GW]
	Szczytowe zapotrzebowanie

na moc

[GW]

	2005

2006
	145,7

149,8
	32,1

32,4
	23,5

24,6


Źródło: URE 

Całkowita moc osiągalna elektrowni krajowych na koniec 2006 r. wynosiła 32,4 GW           i nastąpił jej wzrost o 0,9 % w stosunku do 2005 roku.

Szczytowe (maksymalne) zapotrzebowanie na moc kształtowało się na poziomie ponad 24,6 GW.
. 

Obecnie w Polsce utrzymuje się znaczna nadwyżka mocy osiągalnej nad szczytowym zapotrzebowaniem. Ta sytuacja może się jednak zmienić z chwilą wejścia w życie nowych limitów emisji na lata 2008-2012.

Koncentracja rynkowa
Od roku 2004, czyli od chwili utworzenia holdingu BOT Górnictwo i Energetyka SA, stopień koncentracji w podsektorze wytwarzania energii elektrycznej mierzony wskaźnikiem HHI
) jest stabilny. Wniosek ten wywieść można z badania przeprowadzonego dla dziesięciu najważniejszych wytwórców energii elektrycznej, których udział w produkcji krajowej wynosi niemal 80 %.
Tabela 3.2.1b Koncentracja rynku
	Rok
	Liczba

wytwórców

o udziale

w rynku > 5% w krajowej produkcji mocy

(wg mocy

osiągalnej)

[szt.]
	Udział w rynku trzech

największych

wytwórców

(wg mocy

osiągalnej)

[%]
	Wskaźnik HHI

	
	
	
	elektrownie

wg mocy

osiągalnej
	elektrownie

wg produkcji

faktycznej

	2004

2005

2006
	7

7

7
	62,1

62,6

62,8
	1748,6

1781,8

1789,0
	2138,7

2246,1

2088,4


Źródło: URE

W 2006 r. liczba wytwórców o udziale w rynku powyżej 5% oraz wskaźniki HHI pozostały na tym samym poziomie, przy czym wskaźnik HHI w zakresie produkcji świadczy o wysokiej koncentracji, a dla mocy osiąganej - o średnim poziomie koncentracji rynku. 

W 2006 r. nastąpił wzrost o 2,5% sprzedaży energii produkowanej przez wytwórców do spółek zajmujących się obrotem i stanowi ponad 40% ogólnie sprzedanej energii elektrycznej. Spadły udziały o 33 % energii sprzedawanej na rynku bilansującym oraz             o ok. 80 % transakcje zawierane na Towarowej Giełdzie Energii SA.

Tabela 3.2.1c Struktura sprzedaży energii na rynku hurtowym  [TWh]*

	Rok
	Ogółem

podaż energii


	W KDT**
	W kontraktach dwustronnych
	Towarowa giełda energii
	Na rynku bilansującym***
	Na rynku terminowym

	2004

2005

2006
	120,52

124,43

126,11
	54,48

39,45

47,12
	53,81

71,93

70,78
	1,10

1,05

0,19
	11,13

12,00

7,98
	0

0

0


* sprzedaż realizowana przez dziesięciu najważniejszych wytwórców energii elektrycznej 

** segment regulowany,

*** łącznie z tzw. generacją wymuszoną względami systemowymi.

Źródło: URE

Handel hurtowy energią elektryczną na polskim rynku energii wciąż odbywa się przede wszystkim na podstawie niestandaryzowanych kontraktów bilateralnych (krótko-i średnioterminowych) oraz w KDT. W porównaniu do roku poprzedniego, w 2006 r. sprzedaż energii elektrycznej w ramach kontraktów długoterminowych wzrosła o 19,5% i stanowi obecnie około 37,4 % całkowitej sprzedaży wytwórców systemowych
.

W polskim systemie elektroenergetycznym podmiotami świadczącymi regulacyjne usługi systemowe (RUS) są elektrownie kondensacyjne. Do scharakteryzowania wielkości RUS zastosowano wskaźnik - w postaci przychodów elektrowni za świadczenie tych usług. W poniższej tabeli 3.2.1d. przedstawiono dane na temat wskaźnika koncentracji oraz wartości usług systemowych świadczonych przez elektrownie systemowe w latach 2004-2006.
Tabela 3.2.1d Charakterystyka rynku regulacyjnych usług systemowych*

	Rok
	Przychód z RUS

[tys. zł]
	Liczba wytwórców           

 o udziale w rynku > 5%

(wg  przychodów z RUS)

[szt.]
	Udział w rynku trzech największych wytwórców

(wg przychodów z RUS)

[%]
	Wskaźnik HHI

(wg przychodów z RUS)

	2004

2005

2006
	727 798,6
647 804,9

620 443,2
	5

7

7
	57,8

56,7

55,3
	1 488,1

1 443,0

1 482,4


* Dla dziesięciu najważniejszych wytwórców energii elektrycznej.
Źródło: URE

Wpływy elektrowni systemowych zanotowane w 2006 r. za świadczenie regulacyjnych usług systemowych wyniosły ok. 620 443,2 tys. zł. i zmalały o 27 361,7 tyś. zł., tj. o 4,2 % w stosunku do roku poprzedniego. W 2006 r. nie zmieniła się liczba 7 wytwórców o udziale w rynku powyżej 5 %. Wskaźnik HHI również nie uległ dużym zmianom i wciąż oznacza średni poziom koncentracji rynku.

Rolę regulacyjną w krajowym systemie elektroenergetycznym pełni spółka Elektrownie Szczytowo-Pompowe S.A., której większościowym udziałowcem jest PSE S.A. W skład ESP SA wchodzi 25 elektrowni, w tym kilkanaście małych elektrowni przepływowych oraz większe jednostki szczytowo-pompowe: Elektrownia Żarnowiec (716 MW), Elektrownia Porąbka-Żar (500 MW), Elektrownia Solina (200 MW). Całkowitą moc osiągalną w jednostkach należących do ESP S.A. szacuje się na ok. 1558 MW.


W 2006 r. nie miały miejsca żadne fuzje i przejęcia w sektorze elektroenergetycznym. Zachodziły jedynie zmiany w przedsiębiorstwach w ramach właścicielskiej struktury spółek należących do Skarbu Państwa. Postępowały procesy konsolidacyjne, których skutki w chwili obecnej trudno poddać ocenie.

Rynek hurtowy a wymiana międzysystemowa
Saldo wymiany energii elektrycznej z sąsiednimi systemami elektroenergetycznymi oraz rzeczywiste przepływy energii zostały przedstawione w poniższej tabeli. 

Tabela  3.2.1e  Bilans wymiany energii elektrycznej w latach  2002 – 2006 [GWh]

	
	2002
	2003
	2004
	2005
	2006
	Dynamika 2006/2005

[%]
	Dynamika 2006/2002

[%]

	Bilans handlowy – saldo
	7 069
	10 161
	9 293
	11 172
	11 014
	98,6
	155,8

	Eksport
	9 678
	13 222
	12 487
	14 290
	13 434
	94,0
	138,8

	Import
	2 609
	3 061
	3 194
	3 119
	2 420
	77,6
	92,8

	Przepływy rzeczywiste
	

	     Wypłynęło z Polski
	11 538
	15 146
	14 605
	16 188
	15 775
	97,4
	136,7

	     W tym do:
	

	          Czech
	8 442
	9 490
	9 156
	11 167
	10 183
	91,2
	120,6

	          Niemiec
	606
	282
	450
	1 046
	720
	68,8
	118,8

	          Słowacji
	2 294
	2 728
	2 623
	2 792
	3 373
	120,8
	147,0

	          Szwecji
	196
	2 646
	2 376
	1 182
	1 498
	126,7
	764,3

	     Wpłynęło do Polski
	4 469
	4 985
	5 312
	5 002
	4 774
	95,4
	106,8

	     W tym z:
	

	          Białorusi
	799
	1 226
	1 001
	874
	1 045
	119,6
	130,8

	          Czech
	86
	57
	80
	63
	44
	69,8
	51,2

	          Niemiec
	1 871
	2 761
	3 156
	2 264
	2 546
	112,5
	136,1

	          Słowacji
	1
	0
	8
	0,320
	4
	1250
	400

	          Szwecji
	1 124
	11
	214
	817
	264
	32,3
	23,5

	          Ukrainy
	588
	931
	853
	983
	870
	88,5
	148,0


Źródło: URE. 

Dane prezentowane zawierają również wymianę międzysystemową na liniach 110  kV., tj. Wólka Dobryńska-Brześć, Mnisztwo-Trzyniec-Ustroń, Boguszów-Porici, Kudowa-Nachod, Pogwizdów-Darkov.

W 2006 r. można zaobserwować niewielki 6 % spadek eksportu energii elektrycznej z Polski oraz ok. 22 % spadek importu energii do Polski w stosunku do 2005 r.  Ten drugi spowodowany był głównie zmniejszeniem importu energii ze Szwecji. Zmieniła się również struktura rozpływów energii w kierunku eksportu. Można zaobserwować zmniejszenie przepływu energii w kierunku Republiki Czeskiej i Niemiec.  Nastąpił również znaczny wzrost przepływów w kierunku Słowacji. Znacznie wzrósł również eksport energii do Szwecji. Odnosząc się do trendu 6-letniego, należy podkreślić, że eksport energii wykazuje prawie 40 % wzrost w stosunku do 2002 r., natomiast można zaobserwować niewielki spadek importu                    – o ok. 7 %. Biorąc pod uwagę, że Polska jest eksporterem netto energii elektrycznej, całkowite saldo wymiany międzynarodowej w 2006 r. w stosunku do 2002 r. wzrosło o ok. 56 %. Bilans handlowy wymiany energii z zagranicą stanowił  ponad 7 % całkowitego zapotrzebowania na energię w KSE.

Biorąc pod uwagę korelację cenową z sąsiadującymi rynkami, należy wskazać, że wolumen obrotu na rynku spotowym w Polsce stanowi ok. 1,5% całkowitego zapotrzebowania na energię. Ocena korelacji cen na rynkach, przy tak marginalnym poziomie płynności rynku spotowego w Polsce, może być nieuzasadniona ze względu na możliwość wystąpienia dużego błędu. Należy zaznaczyć, że poziom cen na rynku polskim jest znacznie niższy niż na rynkach sąsiadujących, co potwierdza obserwowane zainteresowanie transgranicznymi zdolnościami przesyłowymi oferowanymi w przetargach skoordynowanych. Wykorzystanie zdolności przesyłowych odbywa się w trybie “day-ahead”, nie są natomiast prowadzone transakcje rynku dnia bieżącego. 

Poniższa tabela przedstawia stopień korelacji dobowych cen referencyjnych bazowych pomiędzy europejskimi rynkami typu spot. Jak wynika z poniższej tabeli, stopień korelacji cen na rynku polskim - i nie tylko - z cenami na rynkach państw sąsiednich jest bardzo niski. Świadczy to o niskim stopniu integracji pomiędzy rynkami krajowymi. 

Tabela nr 3.2.1f Korelacja dobowych cen referencyjnych bazowych na rynku spot              w 2006 r. 

	
	AUT
	CZE
	DNK
	ESP
	FIN
	FRA
	GER
	ITA
	LITHU
	NL
	NOR
	POL
	ROM
	SWE

	AUT
	1.00
	0.68
	0.52
	0.50
	0.21
	0.91
	0.87
	0.74
	-0.14
	0.83
	0.07
	0.35
	0.23
	0.15

	CZE
	0.68
	1.00
	0.40
	0.23
	0.23
	0.57
	0.60
	0.53
	0.05
	0.57
	0.20
	0.42
	0.27
	0.23

	DNK
	0.52
	0.40
	1.00
	0.29
	0.71
	0.37
	0.44
	0.49
	0.29
	0.40
	0.64
	0.45
	0.14
	0.73

	ESP
	0.50
	0.23
	0.29
	1.00
	0.12
	0.53
	0.42
	0.30
	-0.19
	0.39
	-0.07
	0.16
	-0.18
	0.01

	FIN
	0.21
	0.23
	0.71
	0.12
	1.00
	0.08
	0.17
	0.25
	0.58
	0.11
	0.89
	0.30
	0.09
	0.95

	FRA
	0.91
	0.57
	0.37
	0.53
	0.08
	1.00
	0.80
	0.66
	-0.27
	0.81
	-0.09
	0.25
	0.15
	0.00

	GER
	0.87
	0.60
	0.44
	0.42
	0.17
	0.80
	1.00
	0.60
	-0.14
	0.74
	0.06
	0.30
	0.19
	0.13

	ITA
	0.74
	0.53
	0.49
	0.30
	0.25
	0.66
	0.60
	1.00
	0.02
	0.59
	0.13
	0.41
	0.43
	0.22

	LITHU
	-0.14
	0.05
	0.29
	-0.19
	0.58
	-0.27
	-0.14
	0.02
	1.00
	-0.24
	0.71
	-0.02
	0.25
	0.67

	NL
	0.83
	0.57
	0.40
	0.39
	0.11
	0.81
	0.74
	0.59
	-0.24
	1.00
	-0.01
	0.29
	0.10
	0.06

	NOR
	0.07
	0.20
	0.64
	-0.07
	0.89
	-0.09
	0.06
	0.13
	0.71
	-0.01
	1.00
	0.27
	0.12
	0.97

	POL
	0.35
	0.42
	0.45
	0.16
	0.30
	0.25
	0.30
	0.41
	-0.02
	0.29
	0.27
	1.00
	0.14
	0.30

	ROM
	0.23
	0.27
	0.14
	-0.18
	0.09
	0.15
	0.19
	0.43
	0.25
	0.10
	0.12
	0.14
	1.00
	0.12

	SWE
	0.15
	0.23
	0.73
	0.01
	0.95
	0.00
	0.13
	0.22
	0.67
	0.06
	0.97
	0.30
	0.12
	1.00

	Uwagi: 

· Dania: średnia ponad regionami wschodnim i zachodnim 

· Norwegia: średnia ponad trzema regionami

Źródło: E-Control 


3.2.2. Charakterystyka rynku sprzedaży detalicznej 
Największy udział w rynku detalicznym miało w 2006 r., podobnie jak w latach poprzednich, 14 spółek dystrybucyjnych (przedsiębiorstwa  pionowo zintegrowane), które sprzedały ok. 92,4 % energii elektrycznej odbiorcom finalnym przyłączonym do ich sieci. Liczba aktywnych przedsiębiorstw obrotu, niezależnych od przedsiębiorstw sieciowych, nieznacznie wzrosła w porównaniu z 2005r. (tabela 3.2.2.a). Jednak ich sprzedaż, pomimo wzrostu w 2006 r. o 6 % w porównaniu z rokiem poprzednim, w odniesieniu do całkowitego wolumenu pozostała na niskim, kilkuprocentowym poziomie.

Powiązania kapitałowe w 2006 r. pomiędzy wytwórcami a sprzedawcami były podobne do powiązań istniejących w 2005 r. W podstawowej części sektora, mimo pozostawania w obrębie własności Skarbu Państwa, nie było formalno-prawnych, a zatem i rynkowych powiązań między wytwórcami i dostawcami. Dopiero w br. dokonano pełnej konsolidacji pionowej handlu z wytwarzaniem, z jednoczesnym wyodrębnieniem operatorów dystrybucyjnych.  W 2006 r. z 21 aktywnych, niezależnych przedsiębiorstw obrotu, osiem było powiązanych z koncernami międzynarodowymi. Rozpoczęcie przez nie działalności nie wiązało się z przejęciem istniejących przedsiębiorstw energetycznych – część z nich ma jednak powiązania z przedsiębiorstwami wytwórczymi kupionymi przez przedsiębiorstwa zagraniczne. 

Tabela 3.2.2.a Charakterystyka rynku detalicznego
	Rok
	Liczba spółek sieciowych, których udział w rynku przekracza 5%
	Liczba sprzedawców całkowicie niezależnych od spółki sieciowej
	Udział trzech największych spółek w sprzedaży

	
	
	
	dużych odbiorców przemysłowych

[%]
	średniej wielkości odbiorców przemysłowych i usługowych

[%]
	małych odbiorców i  domowych

[%]

	2005

2006
	6

6
	19

21
	45,9

47,5
	50,7

51,5
	48,0

48,2


Źródło: URE 

Jak pokazują dane, największe spółki mają ok. 50 % udział praktycznie we wszystkich segmentach rynku (tabela 3.2.2.a), natomiast w tabeli 3.2.2.b pokazana jest  szczegółowa struktura ich zaangażowania. 
Tabela 3.2.2.b Struktura sprzedaży energii elektrycznej największych dostawców  (stan na koniec 2006 r.)

	Sprzedawcy
	Udział w sprzedaży do odbiorców końcowych

[%]

	
	≥ 2 GWh
	50 MWh – 2 GWh
	≤ 50 MWh

	Koncern Energetyczny ENERGA SA
	15,7
	20,2
	17,9

	ENION SA
	17,8
	13,5
	14,8

	ENEA SA
	12,1
	17,8
	15,5

	EnergiaPro Koncern Energetyczny SA
	14,2
	9,4
	9,6

	Vattenfal Distribution Poland SA
	11,9
	6,3
	7,2


Źródło: URE

 Taka struktura rynku niekorzystnie wpływa na jego rozwój i aktywność odbiorców, która z powodu wielu innych okoliczności była nieznacząca.  Ilustracją takiego stanu rzeczy są informacje  ilościowe na temat korzystania z prawa wyboru sprzedawcy. Dane z tablicy 3.2.2.c pokazują, że na razie tylko część dużych odbiorców widzi korzyści w autonomii konsumenckiej. 
Tabela 3.2.2.c Zmiana sprzedawcy 

	Rok
	
	Liczba renegocjowanych umów** 

	
	Odbiorcy, którzy zmienili sprzedawcę - według liczby punktów pomiarowych
	Udział odbiorców, którzy zmienili sprzedawcę - według zużycia energii
	

	
	Duże podmioty przemysłowe
	Średniej wielkości podmioty przemysłowe i komercyjne
	Małe przedsiębiorstwa i gospodarstwa domowe
	Duże podmioty przemysłowe 
	Średniej wielkości podmioty przemysłowe

i komercyjne
	Małe przedsiębiorstwa i gospodarstwa domowe
	

	2005
	59
	89
	2
	15,16
	0,0
	0,0
	57

	2006
	82
	199
	10
	15,84
	0,012
	0,0
	 47*


*udział energii po cenach negocjowanych w całkowitych dostawach wynosił w 2006 r. 4,4 %

** renegocjacja umowy oznacza zmianę warunków umowy z dotychczasowym sprzedawcą.

Źródło: URE 

Dlatego też wzrost  sprzedaży energii elektrycznej przez spółki dystrybucyjne w ramach TPA w 2006 r. mógł być o 14 % wyższy w porównaniu z 2005 r., a i tak w liczbach bezwzględnych było to zaledwie  8 469 GWh (7,6 % całkowitych dostaw do odbiorców końcowych zrealizowanych przez spółki).
Tabela 3.2.2d Realizacja zasady TPA w latach 2005 – 2006
	Rok
	Liczba odbiorców korzystających z zasady TPA
	Energia dostarczona odbiorcom TPA 

(w GWh)
	Procentowy udział energii elektrycznej dostarczonej 

w ramach TPA 

w stosunku do całkowitej energii dostarczonej w danym roku

	2005

2006
	35

61
	7 433

8 469
	7,0

7,6


Źródło: URE 

 Niezbyt wysokie wykorzystanie przez odbiorców prawa do zmiany sprzedawcy energii elektrycznej w 2006 r. było  spowodowane m.in.:

· opóźnieniem realizacji programu rozwiązania kontraktów długoterminowych w elektroenergetyce, które blokują istotną część energii dostępnej na rynku
,
· niedoskonałością funkcjonowania rynku hurtowego, skutkującą brakiem konkurencyjnych ofert przedsiębiorstw obrotu. Sprzedaż energii elektrycznej tych przedsiębiorstw do odbiorców końcowych stanowiła znikomą część całkowitej ich sprzedaży (w latach 2005-2006 stanowiła zaledwie niecałe 4%) i wynikała nie tyle z braku zainteresowania sprzedażą bezpośrednio do odbiorców końcowych, ale niemożliwością konkurowania ze spółkami dystrybucyjnymi,

· brakiem do 1 lipca br. prawnego wydzielenia OSD ze struktur przedsiębiorstw zintegrowanych pionowo, jakim były  spółki dystrybucyjne. W rezultacie przedsiębiorstwa dystrybucyjne niejednokrotnie zaniżały ceny energii elektrycznej (jednocześnie zwiększając koszty przesyłu), zachęcając „swoich” odbiorców do pozostania w spółce
. 

Ponadto, w 2006 r. nadal istniały bariery natury administracyjnej i technicznej, takie jak:
· brak jednolitej procedury zmiany sprzedawcy, przedłużanie i stosowanie przez spółki dystrybucyjne niejasnych zasad dla zmiany sprzedawcy przez odbiorcę,

· niekorzystne dla odbiorców zasady bilansowania,

· zawyżanie przez spółki dystrybucyjne wymagań dotyczących układów pomiarowo-rozliczeniowych. Skutkowało to podwyższeniem kosztów, które odbiorcy musieli ponieść w związku ze zmianą sprzedawcy, co jednocześnie redukowało ewentualne oszczędności z zakupu tańszej energii. Z tego powodu zmiana sprzedawcy, zwłaszcza w przypadku odbiorców o średnim i małym zużyciu energii, stawała się mało opłacalna. 
Rozwiązanie wielu wskazanych dotychczas problemów ograniczających korzystanie z prawa wyboru sprzedawcy nastąpić powinno w 2007 r. po zatwierdzeniu przez Prezesa URE (pod koniec 2006 r.) instrukcji systemów dystrybucyjnych w zakresie bilansowania i zarządzania ograniczeniami systemowymi. Nowe instrukcje operatorów systemów dystrybucyjnych zawierają jednolite wymagania dla układów pomiarowo-rozliczeniowych, jednolitą procedurę zmiany sprzedawcy, a także standardy obsługi odbiorców. Takie rozwiązania ograniczają szeroko stosowany przez spółki dystrybucyjne woluntaryzm w tym zakresie i ograniczają koszty związane z korzystaniem z uprawienia. Dodatkowo dla odbiorców, którzy nie mają liczników z odczytami godzinowymi poboru energii, dopuszczono stosowanie tzw. profili zużycia energii, które umożliwiają im korzystanie z nabytych uprawnień, bez konieczności ponoszenia dodatkowych kosztów i zbędnej zwłoki.


Instrukcje uszczegóławiają rolę operatorów systemów dystrybucyjnych, opisując zadania operatorów pomiarów w zakresie udostępniania informacji niezbędnych w procesie bilansowania. W celu prawidłowego funkcjonowania rynków detalicznych zostały określone niezbędne zależności umowne między podmiotami rynku a operatorami systemów, jak również zakres relacji umownych.

Ceny energii elektrycznej
W 2006 roku, obok cen energii elektrycznej oferowanych przez przedsiębiorstwa obrotu odbiorcom uprawnionym do zmiany sprzedawcy (wolny rynek), funkcjonował system cen regulowanych dla odbiorców końcowych. Ceny regulowane zatwierdzane były w ramach taryf dla energii elektrycznej, przedstawianych do akceptacji Prezesowi URE przez                   14 przedsiębiorstw dystrybucyjnych. Przedsiębiorstwa te kalkulowały ceny w obrocie oraz ceny w dystrybucji dla poszczególnych grup taryfowych (w tym dla dużych odbiorców przemysłowych, małych i średnich odbiorców komercyjno-usługowych oraz gospodarstw domowych.)

Średnie zużycie energii typowego gospodarstwa domowego wynosiło w 2006 r.           2009,5 kWh i zostało określono na podstawie informacji zawartych w sprawozdaniach statystycznych G-10.4k. 

Tabela nr 3.2.2.e  Wielkość i struktura opłat za energię elektryczną 

	             Grupa *
	Ig
	 
	Ib
	 
	Dc
	 
	Typowe gospodarstwo domowe
	 

	 
	
	zmiana w %
	
	zmiana w %
	
	zmiana w %
	
	zmiana w %

	 [€/MWh]
	2006
	2007
	2007/2006
	2006
	2007
	2007/2006
	2006
	2007
	2007/2006
	2006
	2007
	2007/2006

	Cena energii **
	32,56
	36,39
	11,76
	35,83
	39,29
	9,66
	37,34
	41,34
	10,71
	37,92
	42,42
	11,87

	Opłaty sieciowe***
	19,98
	17,35
	-13,16
	72,14
	67,86
	-5,93
	43,45
	42,33
	-2,58
	51,55
	49,50
	-3,98

	Podatki ****
	11,56
	11,82
	2,25
	23,75
	23,57
	-0,76
	17,77
	18,41
	3,60
	19,68
	20,22
	2,74

	Inne opłaty 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 
	 

	Całkowity cena energii (suma)
	64,1
	65,56
	2,28
	131,72
	130,72
	-0,76
	98,56
	102,08
	3,57
	109,15
	112,14
	2,74

	Średni kurs NBP
	2006
	3,8951
	

	
	2007 I-V
	3,8526
	


*Grupy odbiorców zdefiniowane są następująco:

Ig = roczne zużycie 24000 MWh i maksymalne zapotrzebowanie 4000 kW
Ib = roczne zużycie 50 MWh maksymalne zapotrzebowanie 50kW

Dc = zużycie roczne 3500 kWh z tego 1300 kWh w trakcie nocy
Typowe gospodarstwo domowe = dostawy energii (kWh) dla gospodarstw domowych podzielone przez liczbę gospodarstw domowych

** cena energii = całkowita cena energii - opłaty sieciowe - podatki - inne opłaty

*** Opłaty sieciowe obejmują: koszty operatora systemu, koszty związane z przesyłem i dystrybucją oraz koszty zarządzania ograniczeniami - włączając marżę, wyłączając podatki.

**** VAT, podatki związane z energią elektryczną, podatki lokalne.

Źródło: URE
Należy podkreślić, że charakterystyka poboru narzucona przez Eurostat nie odpowiada parametrom typowego odbiorcy domowego i „małego przemysłu” w warunkach polskich.

3.2.3. Środki zapobiegające nadużyciu pozycji dominującej na rynku właściwym

I. Dla prawidłowego funkcjonowania konkurencji w elektroenergetyce kluczowe znaczenie mają warunki działania, zarówno przedsiębiorstw wytwórczych, jak i dostawczych,  zapobiegające nadużywaniu przez nich pozycji dominującej. Dostępność informacji należy zaś do najistotniejszych czynników wpływających na jakość funkcjonowania rynków konkurencyjnych.

 Działalność wytwórców: 

- zasady przejrzystości w zakresie publikacji informacji na temat dostępnych mocy produkcyjnych, okresu od dokonania zamówienia do jego realizacji oraz przewidywanego poziomu mocy wytwórczych i zapotrzebowania na nie 

Powyższe zasady są realizowane w ramach opracowywania prognozy zapotrzebowania na moc oraz przewidywanego poziomu mocy wytwórczych i dostępnych mocy produkcyjnych. Prognozę zapotrzebowania na moc w kraju wykonuje się w ramach planowania koordynacyjnego. Plany trzyletnie i roczne są publikowane na stronie internetowej PSE-Operator SA do końca listopada roku poprzedzającego. Plany miesięczne są przekazywane do uczestników rynku do 26 dnia miesiąca poprzedzającego. Plany dobowe docierają drogą elektroniczną do uczestników rynku energii elektrycznej do godz. 16.00 dnia poprzedzającego dobę realizacji dostaw energii. Plany na konkretny dzień są przesyłane do poszczególnych uczestników rynku każdorazowo po przeliczeniu, 

- warunki rządzące sprzedażą energii elektrycznej – w zakresie przeprowadzania przetargów na generację wymuszoną i usługi związane z właściwym funkcjonowaniem systemu energii elektrycznej są znane uczestnikom rynku. Warunki te zawiera, zamieszczona na stronie internetowej OSP, instrukcja ruchu i eksploatacji sieci przesyłowej. Energia elektryczna na potrzeby bilansowania systemu jest kupowana w ramach administrowanego przez OSP mechanizmu bilansującego. Mechanizm zakupu opiera się na aukcji jednostronnej, w której aktywną stroną są wytwórcy energii składający oferty jej sprzedaży. Zaś regulacyjne usługi systemowe oraz usługa dyspozycyjności jednostek wytwórczych kupowane są w ramach umów pomiędzy OSP a uczestnikami rynku. Proces kontraktowania tych usług odbywa się w drodze udzielenia zamówienia publicznego
. 

Natomiast w zasadniczej części prowadzonej działalności wytwórcy energii elektrycznej zostali zwolnieni przez Prezesa URE z obowiązku przedkładania taryf do zatwierdzenia
. Tym samym rynek wytwórców uznany został za rynek konkurencyjny. Prezes URE nie bada struktur zawieranych kontraktów, lecz jedynie poziom cen sprzedaży energii elektrycznej na rynku konkurencyjnym
. Należy jednak zauważyć, że konkurencja na rynku energii elektrycznej jest ograniczona przede wszystkim przez istnienie KDT, w ramach których sprzedaż energii elektrycznej w 2006 r. osiągnęła poziom 37,4 % w stosunku do całości sprzedanej energii. 

· zasady nadzoru rynku: podzielność kompetencji pomiędzy różne organy administracji rządowej: 

1) Prezesa Urzędu Regulacji Energetyki, który jest podstawowym organem nadzorującym rynek energii elektrycznej i paliw. Prezes URE realizuje zadania z zakresu gospodarki paliwami i energią oraz promowania konkurencji,  

2) Prezesa Urzędu Ochrony Konkurencji i Konsumentów, który jest właściwy w odniesieniu do rynku paliw i energii, m.in. w sprawach dotyczących kontroli przestrzegania przez przedsiębiorców przepisów ustawy o ochronie konkurencji i konsumentów, badania stanu koncentracji gospodarki i zachowań rynkowych przedsiębiorców, przeciwdziałania praktykom ograniczającym konkurencję, jak również w sprawach koncentracji lub podziału przedsiębiorców oraz w sprawach nakładania kar pieniężnych, w przypadkach przewidzianych ustawą,  

3) Ministra Gospodarki, który jest właściwy w zakresie ogólnego opracowywania wieloletniej polityki bezpieczeństwa energetycznego kraju,  

4) Ministra Skarbu Państwa, właściwego w zakresie nadzoru właścicielskiego i przekształceń własnościowych w sektorze elektroenergetycznym.


Podstawowym sposobem realizacji nadzorczych kompetencji Prezesa URE jest ciągły monitoring  funkcjonowania systemu i rynku elektroenergetycznego i podejmowanie przewidzianych prawem środków, na przykład uznanie, że określony segment rynku działa na warunkach konkurencyjnych, wobec czego zmniejszają się ograniczenia regulacyjne wobec przedsiębiorców
. Prezes URE  bada też m.in. poziom cen sprzedaży energii elektrycznej na rynku konkurencyjnym i publikuje wyniki 
.

Podzielność kompetencji między wymienionymi organami administracji rządowej służy przejrzystości działań poszczególnych organów. Nie wyklucza to jednak potrzeby współdziałania w sprawach dotyczących sektora elektroenergetycznego. Współpraca Prezesa URE z Prezesem Urzędu Ochrony Konkurencji i Konsumentów polega na przekazywaniu spraw według właściwości, zgłaszaniu naruszeń prawa, zgodnie z zakresem kompetencji urzędów, wymiany informacji i wiedzy, a także uczestnictwa we wspólnych szkoleniach. Podobnie współpraca Prezesa URE z Ministrem Gospodarki opiera się na opiniowaniu projektów ustaw i rozporządzeń, przedstawianiu stanowisk i wniosków w zakresie spraw związanych z elektroenergetyką.
· funkcjonowanie wirtualnych giełd energii lub innych form obrotu udostępnionymi mocami produkcyjnymi
Podstawowymi formami organizacyjnymi rynku pozaumownego są:
1. Towarowa Giełda Energii 

Przedmiotem notowań na TGE są: sprzedaż – zakup energii elektrycznej
, handel prawami majątkowymi, wynikającymi ze świadectw pochodzenia, wystawianymi przez Prezesa URE dla producentów energii elektrycznej wytwarzającej energię w odnawialnych źródłach energii (OZE)
 oraz uprawnienia do emisji CO2
. Od 1 lipca 2007 roku uruchomiono na giełdzie Rejestr Świadectw Pochodzenia dla praw majątkowych do świadectw pochodzenia będących potwierdzeniem wyprodukowania energii elektrycznej w wysokosprawnej kogeneracji. Uruchomione zostały dwa oddzielne rejestry dla energii elektrycznej z wysokosprawnej kogeneracji.

2. Wirtualne giełdy energii: 

a) Platforma Obrotu Energią Elektryczną – umożliwia zakup i sprzedaż energii elektrycznej na okres obejmujący dwa najbliższe lata. W tym przedziale czasowym zostaje udostępniony zakup i sprzedaż energii elektrycznej na okresy: 1-, 3-, 6- i 12-miesięczne oraz tygodniowe i dzienne. Możliwe jest również uzupełnianie portfela kontraktami na każdą godzinę doby. Oferowane są dwa rodzaje przetargów: dobowe (odbywające się trzy razy dziennie) i tygodniowe  (odbywające się 2 razy w tygodniu). Dodatkowo prowadzony jest rynek praw majątkowych OZE oraz rynek energii skojarzonej, 

b) Kantor Energii – prowadzony przez przedsiębiorstwo obrotu energią, pełniące funkcję operatora handlowego w ramach rynku bilansującego, jest elektronicznym systemem handlu energią elektryczną w formie notowań ciągłych na wszystkie 24 godziny dostawy na „dzień do przodu”,  

c) e-SPOT – elektroniczna platforma obrotu przeznaczona dla skonsolidowanych grup zakładów energetycznych, pozwalająca zminimalizować niezbilansowanie grupy i zmaksymalizować wolumen obrotu; umożliwia wygodne i sprawne zawieranie transakcji na rynku SPOT, 

d) Polski Rynek Wyboru – elektroniczna platforma obrotu energią umożliwia zakup i sprzedaż energii w pasmach 5 MW (maksymalnie 25 MW). Platforma wyznacza jedną cenę na następną dobę, dotyczącą zarówno ofert kupna, jak i sprzedaży.

Udział energii sprzedawanej przy wykorzystaniu tych giełd nie przekracza próby statystycznej i nie jest uwzględniany w oficjalnych statystykach, mimo to notowania giełdowe mają pewne znaczenie jako punkt odniesienia przy zawieraniu umów.

Działalność sprzedawców:  

· zasady przejrzystość działania i stopień dostępności informacji 
Zasada ta jest realizowana przez publikację informacji, najczęściej w internecie:

a) strony internetowe spółek obrotu 

Strony internetowe spółek prowadzących działalność w zakresie obrotu energią elektryczną zawierają głównie informacje o przedsiębiorcy. Kilka z nich prezentuje dodatkowo ofertę szczegółową (np. z podziałem na odbiorców hurtowych i detalicznych) i ofertę usług operatora handlowego. Nieliczne strony zawierają formularze kontaktowe. Niektóre przedsiębiorstwa obrotu zamieszczają na swoich stronach internetowych tzw. kalkulatory taryfowe, umożliwiające zainteresowanym odbiorcom porównanie ofert konkurentów.

Natomiast strona internetowa Towarzystwa Obrotu Energią, organizacji zrzeszającej spółki obrotu, zawiera aktualne notowania na rynku giełdowym oraz rynku bilansującym, przedstawia zasadę swobodnego wyboru sprzedawcy energii w ujęciu historycznym, a także prezentuje obecne bariery funkcjonowania wolnego rynku energii w Polsce,  

b) strony internetowe spółek dystrybucyjnych
Przedsiębiorstwa sieciowe zajmujące się również obrotem energią elektryczną, najczęściej nie posiadają jeszcze stron internetowych poświęconych zagadnieniom wolnego rynku energii. Przedsiębiorstwa, w których obrót jest prowadzony w ramach tego samego podmiotu, który zajmuje się przesyłaniem lub dystrybucją, na swoich stronach internetowych koncentrują się na obsłudze klientów taryfowych. Spółki dystrybucyjne zamieszczają na stronach internetowych dodatkowo informacje z zakresu obsługi handlowej odbiorców końcowych (zasady wystawiania faktur, płatności, zasady przekazywania danych pomiarowych przez odbiorców, planowane przerwy w dostawach, standardy jakościowe energii elektrycznej, rzadziej standardy obsługi klientów, które najczęściej ograniczają się do zasad przyjmowania i rozpatrywania reklamacji dotyczących m.in. błędnych faktur, problemów z licznikami oraz adresy i numery telefonów biur obsługi klientów).

Warto zaznaczyć, że spółki dystrybucyjne w 2006 r. nie informowały odbiorców na swych stronach internetowych o zasadach zmiany sprzedawcy
. 

· struktura kontraktów (w tym dopuszczalność kontraktów długoterminowych obwarowanych restrykcjami lub klauzulami dotyczącymi kar pieniężnych nakładanych w związku z ich przedterminowym rozwiązaniem)
Przedsiębiorstwa obrotu prezentują zazwyczaj swoją ofertę odbiorcom końcowym w trybie indywidualnym. Ceny i inne warunki umów są negocjowane z każdorazowym kontrahentem i różnią się w zależności od czasookresu dostaw, odchyleń, profilu poboru. Niektóre spółki obrotu oferują ponadto pomoc przy negocjowaniu umowy o świadczenie usług przesyłowych.

Umowy pomiędzy spółkami obrotu a ich klientami są z reguły umowami krótkoterminowymi zawieranymi na okres jednego dnia (kontrakty SPOT), kilku dni, miesięczny, półroczny, najdłuższe – do 1 roku. Najczęściej mają postać umowy ramowej, w której zawiera się każdorazowo porozumienie transakcyjne. Występują też umowy sprzedaży z określonej z góry ilości energii. Większość umów zawiera postanowienia regulujące odpowiedzialność stron umowy na wypadek nie wywiązania się lub nienależytego wywiązania z umowy. Niektóre spółki obrotu stosują standardowe umowy EFET (European Federation of Energy Traders). 

Określenie form płatności za energię elektryczną następuje każdorazowo w umowie. Spółki obrotu wykazują w tym zakresie dużą elastyczność. Rozliczanie następuje w okresach tygodniowych, dekadowych, półmiesięcznych, a także miesięcznych. Płatność ma najczęściej formę przelewu bankowego, realizowanego w terminie 14, 21 lub 30 dni od wystawienia faktury.  

Większość spółek obrotu nie widzi potrzeby posiadania procedury rozpatrywania skarg i wniosków. Uwagi klienta są analizowane indywidualnie. Niektóre spółki stosują metodę bezpośredniej opieki nad klientem, umożliwiającą rozwiązywanie problemów na miejscu. Postanowienia dotyczące rozwiązywania sporów zawiera każda umowa. W pierwszej kolejności preferuje się polubowne metody ich rozwiązywania, ewentualnie postępowanie przed sądem arbitrażowym, a gdy sprawa sporna należy do właściwości Prezesa URE – składany jest wniosek o wszczęcie postępowania administracyjnego.

Spółki dystrybucyjne zawierają z odbiorcami finalnymi umowy o świadczenie usług dystrybucji lub umowy sprzedaży energii elektrycznej. Jednak w większości przypadków zawierane były umowy kompleksowe łączące postanowienia umowy sprzedaży i umowy o świadczenie usługi przesyłania lub dystrybucji energii. Odbiorcy za dostarczoną energię elektryczną i świadczone usługi dystrybucji rozliczani są według cen i stawek opłat właściwych dla grup taryfowych zawartych w zatwierdzanych taryfach dla energii elektrycznej. Rozliczenia za sprzedaną energię lub świadczone usługi dystrybucyjne przeprowadza się w okresach rozliczeniowych, które ustalane są odrębnie w taryfach poszczególnych dostawców.

II. Pozytywny  wpływ na funkcjonowanie rynku energii mają działania z zakresu polityki ochrony i promowania konkurencji, podejmowane przez Prezesa Urzędu Ochrony Konkurencji i Konsumentów - UOKiK (organ odpowiedzialny w Polsce za działania z zakresu ochrony i promowania konkurencji, zarówno w sektorze sprzedaży detalicznej, jak i hurtowej)
.

Działalność UOKiK wobec przedsiębiorstw z sektora energetycznego polega na sprawowaniu kontroli przestrzegania przepisów ustawy o ochronie konkurencji                               i konsumentów, w szczególności przeciwdziałaniu praktykom ograniczającym konkurencję, którymi są porozumienia ograniczające konkurencję oraz nadużycia pozycji dominującej, a także na kontroli koncentracji przedsiębiorstw
.

       
 Z uwagi na specyfikę rynku, a w szczególności na istnienie monopolu naturalnego w działalności sieciowej, zdecydowana większość postępowań antymonopolowych dotyczy nadużycia pozycji dominującej.
         W 2006 r. Prezes UOKiK prowadził 13 postępowań antymonopolowych w sprawach praktyk ograniczających konkurencję. W 2006 roku wydano sześć decyzji kończących postępowania w tym zakresie.
W trzech sprawach wydane decyzje stwierdzały naruszenie prawa (art. 8 ustawy) poprzez działania polegające na nadużywaniu przez przedsiębiorców pozycji dominującej. Jednocześnie nałożono na nich kary pieniężne
. 

Ponadto Prezes UOKiK wydał jedną decyzję po przeprowadzeniu postępowania antymonopolowego, w której nie stwierdził stosowania praktyk ograniczających konkurencję. 

Następna sprawa dotyczyła sporu w zakresie praktyk polegających na nadużywaniu pozycji dominującej na lokalnym rynku dostaw energii elektrycznej poprzez uzależnienie zmiany mocy umownej od podpisania nowej, niekorzystnej dla przedsiębiorcy umowy - nie dotyka materii interesu publicznoprawnego, ma charakter indywidualny i w związku z tym nie podlega kognicji Prezesa UOKiK. 

Ostatnia sprawa została wszczęta po uchyleniu przez Sąd Ochrony Konkurencji i Konsumentów decyzji Prezesa UOKiK z dnia 29 czerwca 2001 r.
 i została umorzona jako bezprzedmiotowa, gdyż zebrany materiał dowodowy nie potwierdził posiadania pozycji dominującej przez przedsiębiorcę.

W 2006 r. rozpatrzono 14 wniosków o wydanie zgody na dokonanie koncentracji 
z udziałem przedsiębiorstw energetycznych. 

We wszystkich przypadkach Prezes UOKiK wyraził  zgodę (art. 17)  na koncentrację przedsiębiorstw. Uznał bowiem, że w wyniku koncentracji nie dojdzie do istotnego ograniczenia konkurencji, w szczególności przez powstanie lub umocnienie pozycji dominującej. 

Odrębną sprawą jest  decyzja Prezesa UOKiK, w której udzielił zgody na dokonanie poważnej koncentracji
, mimo opinii, że przyczyni się ona w istotny sposób do ograniczenia konkurencji.  Uznał jednak, że koncentracja ta spełnia przesłanki określone w ustawie ( art. 19 ust. 2), w szczególności przyczyniając się do zapewnienia bezpieczeństwa energetycznego Polski.

Ponadto w okresie sprawozdawczym Prezes UOKiK wydał trzy decyzje i jedno postanowienie o odmowie wszczęcia postępowania antymonopolowego
.

4. Regulacja i postępy w procesie budowy wspólnotowego rynku gazu ziemnego 

4.1. Problematyka regulacji [Artykuł 25(1)]
Regulacja sektora gazu, biorąc pod uwagę cele i stosowane narzędzia, jest podobna do regulacji elektroenergetyki. Różnice dotyczą doboru narzędzi, co wynika z odmiennej struktury krajowego sektora gazu (pełne zmonopolizowanie) oraz z tego, że rynek gazu jest rynkiem międzynarodowym (uzależnienie od importu, dlatego dużego znaczenia nabierają kwestie bezpieczeństwa dostaw, w tym magazynowanie gazu i dywersyfikacja źródeł zaopatrzenia).  

W takiej sytuacji, nawet po wydzieleniu operatorów systemów dystrybucyjnych, brak jest warunków do zaistnienia na rynku realnej konkurencji i zatem nie jest możliwe odejście od administracyjnej regulacji o restrykcyjnym charakterze na rzecz mechanizmów rynkowych.

4.1.1. Zagadnienia ogólne 

W roku 2006 uprawnionych do skorzystania z zasady TPA było podobnie, jak w          2005 r. ok. 58 tys. podmiotów, stanowi to blisko 72% otwarcie rynku (tabela 4.1.1). 

Tabela 4.1.1  Odbiorcy uprawnieni do zmiany dostawcy

	Rok
	Próg uprawniający do zmiany dostawcy [mld m³)/rok]
	Udział zużycia przez podmioty uprawnione w zużyciu ogółem [%]

	2006
	wszyscy bez gosp. domowych
	71,22

	2007*
	wszyscy
	100


* od 1 lipca 2007 r.

Źródło: URE 

Jednak rzeczywistą miarą otwarcia rynku jest faktyczne wykorzystanie tego prawa. Dotychczasowe doświadczenia związane ze zmianą sprzedawcy paliw gazowych pokazują, że liberalizowanie rynku postępuje bardzo powoli. W 2006 r. tylko jeden podmiot korzystał z dostępu do sieci przesyłowej
. Odnotowano jeszcze dwa przypadki, w których odbiorcy zasięgali opinii odnośnie możliwości zmiany sprzedawcy. 

4.1.2. Zarządzanie i alokowanie mocy przesyłowych transgranicznych połączeń międzysystemowych i mechanizmu zarządzania ograniczeniami sieciowymi

 Bieżącą alokacją zdolności przesyłowych oraz zarządzaniem ograniczeniami przesyłowymi połączeń międzysystemowych zajmuje się OGP Gaz-System SA, zapewniając integralność systemu i dotrzymanie wymagań eksploatacyjnych sieci przesyłowej. Te aspekty funkcjonowania sieci przesyłowej zostały szczegółowo sprecyzowane w zatwierdzonej przez Prezesa URE Instrukcji Ruchu i Eksploatacji Sieci Przesyłowej, którą wraz z projektem wzorcowej umowy przesyłowej oraz mapą i katalogiem punktów „wejścia/wyjścia” operator publikuje na swojej stronie internetowej.

W tabeli 4.1.2 zamieszczono informację o występujących w 2006 r. ograniczeniach systemowych i sposobach ich przezwyciężania.

Tabela 4.1.2  Zarządzanie fizycznymi ograniczeniami systemowymi

	Miejsce

występowania
	Charakterystyka ograniczeń
	Sposób zapobiegania

	Cały system
	W styczniu 2006 r. wystąpiły problemy związane z niezbilansowaniem systemu,  spowodowane ekstremalnym wzrostem zapotrzebowania odbiorców i zmniejszeniem dostaw z importu. 
	Od 22 stycznia 2006 r. PGNiG SA zmniejszył dostawy gazu dla zakładów azotowych i PKN Orlen w stosunku do zawartych umów handlowych. Trwały one do 7 lutego. Na skutek wystąpienia Zarządu OGP Gaz-System Sp. z o.o. do Ministra Gospodarki, Rada Ministrów rozporządzeniem z 24 stycznia 2006 r. wprowadziła dalsze ograniczenia dla odbiorców na terenie całego kraju. Obowiązywały one od 26 do 30 stycznia 2006 r.

	Pomorze Zachodnie
	Brak przepustowości i związany z tym brak możliwości przyłączenia nowych punktów wyjścia oraz zwiększania mocy ma miejsce na odcinku Piła – Koszalin – Słupsk oraz w układzie zasilającym mieszalnie paliwa gazowego grupy E i grupy Ln, produkujące dla obszaru Przymorza (Koszalin, Kołobrzeg) gaz naazotowany grupy Ls (gazociąg Goleniów – Nowogard – Gorzysław). Na obszarze braku przepustowości Piła − Koszalin − Słupsk brak mocy przesyłowej oceniono na poziomie 5-8 m3/h
	Planowana rozbudowa układu przesyłowego Goleniów – Nowogard – Gorzysław pozwoli na zwiększenie dostaw gazu oraz rozbudowę gazociągu Włocławek – Gdańsk. Ponadto w tym rejonie zaproponowano świadczenie usługi przesyłowej na zasadach przerywalnych jednakże odbiorcy gazu nie byli tą ofertą zainteresowani.

	Północno – Zachodnia Polska
	Wystąpiło zmniejszenie rezerwy przepustowości w systemie gazu wysokometanowego
	W celu poprawy przepustowości  rozbudowywany jest układ przesyłowy Goleniów – Nowogard – Płoty, co poprawi warunki dostaw gazu grupy E do mieszalni na Przymorzu. Dodatkowo planowana jest budowa tłoczni Goleniów.

	Rejon Gdańska
	Wystąpiło zmniejszenie rezerwy w systemie gazu wysokometanowego
	Prowadzone są prace nad rozbudową gazociągów Karlino-Koszalin-Słupsk z połączeniem z gazociągiem Włocławek-Gdynia w okolicach Wiczlina

	Rejon Częstochowy
	Stwierdzono zmniejszoną rezerwę w systemie gazu wysokometanowego
	W celu umożliwienia zwiększenia dostaw w rejonie Częstochowy budowany jest gazociąg DN 500 Lubliniec – Częstochowa


Źródło: OGP Gaz-System SA
Deficyt mocy w systemie krajowym wynika z braku niezbędnych inwestycji w rozbudowę sieci przesyłowej. Powoduje to brak nowych przyłączeń odbiorców do sieci przesyłowej, jak i dystrybucyjnej. Możliwe jest przyłączanie wyłącznie tych odbiorców, którzy są skłonni do zawarcia umowy świadczenia usług na zasadach przerywalnych. W rezultacie obszary dotknięte ograniczeniami sieciowymi charakteryzują się znaczną liczbą odmów przyłączenia do sieci
. Ponadto w okresie zwiększonego zapotrzebowania na gaz istnieją problemy z zabezpieczeniem zapotrzebowania odbiorców już przyłączonych do sieci dystrybucyjnych. 

W tabeli 4.1.2a zostały przedstawione informacje dotyczące zdolności przesyłowych na połączeniach międzysystemowych krajowego systemu przesyłowego, zarządzanego przez OGP Gaz-System SA. 

Tabela 4.1.2a Połączenia międzysystemowe z operatorami innych systemów 

	Nazwa operatora systemu
	Kraj operatora
	Miejsce połączenia
	Całkowita zdolność przesyłowa* (mln m3/rok)
	Rezerwacja zdolności przesyłowych na kontrakty długoterminowe (mln  m3/rok)
	Kierunek dostaw
	Rodzaj składanych nominacji**

	Uktransgaz
	Ukraina
	Drozdowicze
	4800
	4 388
	Polska
	a)

	Biełtransgaz
	Białoruś
	Wysokoje
	5000
	1 732
	Polska
	a)

	
	
	Tietierowka
	100
	60
	Polska
	a)

	VNG AG
	Niemcy
	Lasów
	1000
	817
	Polska
	a)

	
	
	Kaminnke
	90
	40
	Niemcy
	a)

	EuRoPol

Gaz
	Polska
	Włocławek
	2800
	1 502
	Polska
	a)

	
	
	Lwówek
	1100
	1 075
	Polska
	a)


* Maksymalna ciągła zdolność przesyłowa, jaką operator systemu przesyłowego może zaoferować użytkownikom sieci, biorąc pod uwagę integralność systemu i wymagania eksploatacyjne sieci przesyłowej.

** Rodzaje nominacji:

a) miesięczne i dobowe w cyklu tygodniowym/dobowe w cyklu tygodniowym.
Źródło: OGP Gaz-System SA
Z tabeli 4.1.2a  wynika, że na wszystkich wejściach do krajowego systemu przesyłowego udział mocy przesyłowych zarezerwowanych długoterminowo przekracza 50 %. Przedsiębiorstwo zasiedziałe nie odsprzedawało zdolności przesyłowych w tych punktach na rynku wtórnym. Informacje dotyczące zdolności przesyłowych w tych punktach, wymagane na podstawie rozporządzenia 1775/2005/WE,  są publikowane na stronach internetowych OGP Gaz-System SA. 

Współpraca między regionalnymi OSP odbywa się m.in. na podstawie porozumień operatorskich
. W 2006 r. OGP Gaz-System SA podpisał taką umowę z ukraińskim operatorem przesyłowym, firmą „Ukrtransgaz”, dla punktu wejścia do systemu gazowego w Drozdowiczach, a także z niemiecką firmą VNG dla stacji granicznych w Lasowie, Gubinie oraz Kaminnke. Ponadto w końcowej fazie negocjacji jest porozumienie z białoruskim operatorem przesyłowym – „Biełtransgaz” – dla punktów importowych w Wysokoje i Tietierowka. OSP przewiduje, że w latach 2007-2011 będą zwiększały się zdolności przesyłowe w imporcie. Na 2007 r. zaplanowano zdolność przesyłową w wysokości 13,3 mld m3, natomiast w ciągu każdego kolejnego roku zdolności przesyłowe będą rosły o 100 mln m3, by w roku 2011 osiągnąć poziom 13,7 mld m3. Umowa na tranzyt gazu przez terytorium Polski obowiązuje do końca 2019 r. i jest realizowana przez właściciela gazociągu tranzytowego, SGT EuRoPol GAZ SA.  W 2006 r. zarezerwowano na tranzyt w kierunku Niemiec zdolność przesyłową wynoszącą 28,76 mld m³ gazu.

Zasady zarządzania ograniczeniami systemowymi podlegają zatwierdzeniu przez Prezesa URE w „kodeksie sieciowym” w części dotyczącej bilansowania i zarządzania ograniczeniami systemowymi, który wszedł w życie 1 sierpnia 2006 r. Zapisy kodeksu przewidują stosowanie zasady use-it-or- lose- it do usuwania ograniczeń kontraktowych przez OSP. Przy ograniczeniach sieciowych nie stosowano transakcji typu swap. 
Zarówno w trakcie 2006 r., jak i  w roku 2007, OGP Gaz-System prowadził intensywne prace zmierzające do uruchomienia platformy informacyjnej na swojej stronie internetowej. Stopień wypełniania obowiązków informacyjnych nałożonych na OSP był przedmiotem oceny ERGEG. Ustalono, że większość wymogów w tym zakresie jest właściwie wypełniana przez operatora.

Metodologia wyznaczania maksymalnej technicznej zdolności przesyłowej, zgodna z ogólnie obowiązującymi normami, nie była przedmiotem odrębnej oceny regulatora. Elementy oceny mogą być jednak realizowane w przypadku analizy przesłanek odmowy przyłączenia do sieci oraz zasadności nowych inwestycji sieciowych. 

4.1.3. Sprawowanie nadzoru regulacyjnego nad zadaniami wykonywanymi przez OSP i OSD

W krajowym systemie gazowniczym (sieciowym) zostały wyodrębnione dwa rodzaje operatorów: działający na poziomie sieci przesyłowych oraz regionalni o funkcjach operatorów systemów dystrybucyjnych – tabela 4.1.3 .
OSP

Od 1 lipca 2005 r. operatorem systemu przesyłowego na terenie całej Polski jest Operator Gazociągów Przesyłowych „Gaz-System” Spółka Akcyjna. Spółka jest własnością Skarbu Państwa. Właścicielem części majątku przesyłowego jest operator (aktualnie ok. 20%), pozostałej części zaś GK PGNiG SA, która jest eksploatowana przez OGP „Gaz-System” na podstawie umowy leasingowej.
Majątek własny OSP szacuje się (wartość początkowa) - stan na dzień 28.09.2006 r. - na ok. 1 055,1 mln zł. OSP dysponuje majątkiem przesyłowym PGNiG SA o wartości początkowej – stan na dzień 28.09.2006 r. – ok. 3 683,6 mln zł (na podstawie „Umowy leasingu operacyjnego”). 

Dla pełnej niezależności OSP niezbędne jest posiadanie własnego majątku przesyłowego. 16 maja 2005 r. OSP zawarł z przedsiębiorstwem PGNiG SA „Umowę leasingu operacyjnego”, która pozwoli operatorowi na stopniowe przejęcie sieci przesyłowej. Istotne wsparcie w tym zakresie operator otrzymał od Skarbu Państwa, który pobiera od PGNiG SA dywidendę rzeczową w postaci kluczowych elementów gazowego systemu przesyłowego i przekazuje ją do OGP Gaz-System SA. Operator kreuje odrębny wizerunek – własne logo, serwis internetowy nie posiadający odnośników do przedsiębiorstw powiązanych.

OSD

Dla poprawnego działania konkurencyjnego rynku gazowego nie wystarczy wydzielenie ze struktur podmiotu poziomo zintegrowanego operatora przesyłowego. W ślad za tym musi nastąpić analogiczny proces na rynku detalicznym. Zgodnie z wymogami ustawy − Prawo energetyczne, przedsiębiorstwa zintegrowane pionowo zostały zobowiązane do organizacyjnego i funkcjonalnego wydzielenia przedsiębiorstwa pełniącego wyłącznie obowiązki operatora sieci dystrybucyjnej. Obowiązek uzyskania przez wyspecjalizowanego OSD odrębnej formy prawnej wszedł  w życie 1 lipca 2007 r.

Tabela 4.1.3 Regulowanie działalności przedsiębiorstw sieciowych 

	
	Liczba przedsiębiorstw regulowanych OSP i OSD

	
	2004
	2005
	2006

	Przesył 
	1
	1
	1

	Dystrybucja
	6 dużych OSD*
	6 dużych OSD
	6 dużych OSD


* OSD o liczbie odbiorców powyżej 100 tys. i sprzedaży paliw gazowych w ciągu roku przekraczającej 
100 mln m³.

Źródło: URE

Taryfy sieciowe
Tryb zatwierdzania taryf dla paliw gazowych
 polega na sprawdzeniu, czy taryfa spełnia wymogi określone w ustawie oraz aktach wykonawczych, tj. rozporządzeniu taryfowym oraz przyłączeniowym. Zgodnie z przepisami, taryfa przedsiębiorstwa zajmującego się działalnością przesyłania lub dystrybucji powinna zapewniać:

· pokrycie kosztów uzasadnionych prowadzonej działalności, tj. kosztów niezbędnych do poniesienia ze względów techniczno-organizacyjnych lub ekonomicznych w celu prowadzenia przez przedsiębiorstwo działalności, wraz z uzasadnionym zwrotem z kapitału zaangażowanego w tę działalność,
· pokrycie kosztów uzasadnionych ponoszonych przez operatorów systemów przesyłowych i dystrybucyjnych w związku z realizacją ich zadań,
· ochronę interesów odbiorców przed nieuzasadnionym poziomem stawek opłat. 
W przypadku przedsiębiorstw zajmujących się przesyłaniem, kosztami uzasadnionymi były uzasadnione własne koszty operacyjne
, amortyzacja od tzw. wartości regulacyjnej majątku oraz podatki. Dodatkowo, w przypadku operatora sieci przesyłowej, do kosztów uzasadnionych zaliczono wydatki, jakie przedsiębiorstwo planowało ponieść z tytułu zawartej umowy leasingowej, na mocy której użytkuje sieć przesyłową. 

Operator systemu przesyłowego od momentu rozpoczęcia działalności w lipcu 2005 r. do 30 marca 2006 r. stosował taryfę PGNiG SA w zakresie usług przesyłania
. W taryfie przez niego ustalonej, stawki opłat przesyłowych pozostały stawkami grupowymi. Wprowadzenie stawek dystansowych, do czego upoważniały przepisy rozporządzenia taryfowego, z uwagi na konfigurację sieci przesyłowej, było niezasadne. Natomiast wprowadzenie tzw. stawek „entry–exit”, które dla sieci przesyłowych zaleca Unia Europejska, było niemożliwe, ponieważ rozporządzenie taryfowe nie przewiduje tego typu stawek. Dodatkowo w swojej taryfie Operator ustalił stawki opłat za nawonienie gazu, gdyż gaz sprzedawany odbiorcom przyłączonym do sieci dystrybucyjnych
 – zgodnie z normami jakościowymi – musi być gazem nawonionym. Zaś stawki w zatwierdzonej taryfie za usługi przesyłania gazu ziemnego wysokometanowego ustalonej przez System Gazociągów Tranzytowych EuRoPol GAZ SA, są stawkami dystansowymi. 

W przypadku przedsiębiorstw zajmujących się dystrybucją, kosztami uzasadnionymi były koszty zakupu usług przesyłowych od innych przedsiębiorstw sieciowych, koszty zakupu usług magazynowych od PGNiG SA, uzasadnione własne koszty operacyjne
, amortyzacja od tzw. wartości regulacyjnej majątku oraz podatki. Dla wszystkich przedsiębiorstw zajmujących się dystrybucją paliw gazowych przyjęto identyczne zasady wynagradzania kapitału. Ze względu na ochronę interesów odbiorców przed nadmiernym wzrostem stawek, w 2006 r. wynagradzaniu podlegała ½ wartości majątku sieciowego przedsiębiorstwa, wycenionego na 31 grudnia 2005 r.

W taryfie przedsiębiorstwa zajmującego się hurtowym obrotem paliwami gazowymi oraz magazynowaniem gazu, tj. PGNiG SA, ustalono - oprócz cen tych paliw - dwa rodzaje stawek. Jedna z nich to stawka opłaty za przesyłanie gazu siecią SGT EuRoPol GAZ SA, która rekompensuje koszty ponoszone za transport gazu pochodzącego z „kontraktu jamalskiego” od granicy rosyjskiej do punktów jego odbioru we Włocławku oraz Lwówku. Druga - to stawki magazynowe, które są zapowiedzią realizacji już w niedalekiej przyszłości zasady TPA w działalności magazynowej. Stawki magazynowe zostały skalkulowane w sposób uproszczony jako iloraz planowanych kosztów magazynowania dla określonych w taryfie grup odbiorców do planowanej ilości sprzedanego gazu.

Rodzaj zbieranych informacji

Dane wymagane przy taryfowaniu przedsiębiorstwa sieciowego:
· długość sieci w podziale na ciśnienia,
· liczba i moc stacji redukcyjnych,
· wartość majątku trwałego przedsiębiorstwa, w tym majątku sieciowego,
· wartość amortyzacji majątku sieciowego,
· poziom nakładów inwestycyjnych w okresie obowiązywania taryfy,
· liczba przyłączanych podmiotów oraz poziom opłat za przyłączenie,
· liczba odbiorców w każdej z grup taryfowych, ilość gazu przez nich zakupiona oraz moc przez nich zamówiona,
· bilans gazu,
· ilość gazu zakupiona na pokrycie różnicy bilansowej,
· wielkość strat sieciowych,
· wysokość kosztów w trzech przekrojach: w układzie rodzajowym, w podziale na poszczególne grupy taryfowe oraz w podziale na własne i przeniesione,
· wysokość przychodów w poszczególnych grupach taryfowych.
Powyższe dane zbierane są za ostatni rok sprawozdawczy (tj. rok poprzedzający rok ustalenia taryfy, dla którego sprawozdanie finansowe zostało zbadane zgodnie z przepisami o rachunkowości) oraz w wielkościach planowanych na rok obowiązywania przedkładanej do zatwierdzenia taryfy.

Sposób dokonywania oszacowania zbieranych informacji

Podstawową gwarancją rzetelności danych za rok sprawozdawczy jest oświadczenie o ich prawdziwości, obwarowane groźbą kary więzienia do lat 3 w przypadku podania informacji nieprawdziwych. Wymienionym sankcjom podlegają osoby upoważnione do reprezentowania przedsiębiorstwa przed organem regulacji. Niezależnie od tego bada się, czy dane finansowe przedstawiane we wniosku taryfowym za rok sprawozdawczy nie przekraczają odpowiadających wielkości ze sprawozdania finansowego przedsiębiorstwa oraz są zbieżne z danymi przedstawianymi w monitoringu prowadzonym przez organ regulacji raz na kwartał. Zaznaczyć przy tym należy, że sprawozdania finansowe dla przedsiębiorstwa (niezależnie od prowadzonych rodzajów działalności) podlegają weryfikacji przez biegłego rewidenta.

Głównym sposobem oceny planowanych danych finansowych jest ich porównanie z wielkościami roku sprawozdawczego bądź w przypadku wątpliwości - z danymi dotyczącymi lat wcześniejszych. Natomiast ocenę pozostałych danych niezbędnych do kalkulacji taryfy, m.in. takich, jak: planowana ilość gazu przesłanego odbiorcom i planowana wielkość zamówionej przez nich mocy, dokonywana jest zarówno przez porównanie z danymi roku sprawozdawczego, jak i trendami z lat wcześniejszych. Ponadto, głównie w grupach taryfowych o dużej liczbie odbiorców (powyżej 100), badane są zachowania trendów średniej ilości przesłanego gazu na jednego odbiorcę i średniej wielkości zamówionej mocy na jednego odbiorcę. Dodatkowo porównywane są zgodności bilansów gazu oraz zamówionych mocy planowanych przez operatorów systemów gazowych i przedsiębiorstwa obrotu gazem.

Narzędzia dokonywania oceny potencjału w zakresie poprawy efektywność
Głównymi narzędziami oceny efektywności są porównania jednostkowych kosztów własnych (koszty własne przez ilość przesłanego gazu), jednostkowych kosztów przeniesionych (koszty zakupu usług przesyłowych przez ilość przesłanego gazu) oraz udziału gazu na straty i różnicę bilansową w ogólnej puli transportowanego gazu.

Okres regulacji
Podstawowym okresem taryfowania jest jeden rok. Jednak taryfa w zakresie usług przesyłowych ustalona przez PGNiG SA oraz taryfy w zakresie usług dystrybucyjnych sześciu największych spółek nie były zmieniane od 1 października 2003 r. i dopiero 1 kwietnia 2006 r. weszły w życie nowe.

Zaangażowanie organu regulacji w ustalanie struktury aktualnie obowiązujących taryf

Zaangażowanie Prezesa URE w ustalanie struktury aktualnie obowiązujących taryf przejawiało się w:
· weryfikacji przyjętych do kalkulacji stawek przesyłowych i dystrybucyjnych planowanych na rok obowiązywania taryfy ilości transportowanego gazu dla odbiorców i zamówionych przez nich mocy,
· ocenie zasadności tworzenia, łączenia bądź dzielenia grup taryfowych oraz ocenie skutków tych zmian dla odbiorców,
· określeniu wysokości uzasadnionego zwrotu z zaangażowanego kapitału,
· ograniczeniu wysokości uzasadnionego udziału gazu na straty i różnicę bilansową w ogólnej puli transportowanego gazu,
· kontroli udziału opłat stałych w łącznych opłatach za transport gazu,
· wydzieleniu w taryfie PGNiG SA stawki opłaty za przesyłanie gazu siecią SGT EuRoPol GAZ SA i stawek magazynowych,
· określeniu wysokości maksymalnego wzrostu stawek za transport gazu.
Opłaty sieciowe
Tabela 4.1.3a zestawia średnie płatności za użytkowanie sieci dla trzech grup odbiorców o określonej charakterystyce poboru gazu. Płatności obliczono na podstawie taryf stosowanych przez spółki sieciowe w roku 2006 i 2007.

Tabela  4.1.3a Opłaty za użytkowanie sieci
	odbiorca
	zużycie
	współ.

obc.
	średnia roczna opłata sieciowa 2006 r.
	średnia roczna opłata sieciowa 2006 r.
	średnia roczna opłata sieciowa 2007 r.
	średnia roczna opłata sieciowa 2007 r.

	j.m.
	[GJ/rok]
	[h]
	[€]
	[€/GJ]
	[€]
	[€/GJ]

	I4-1
	418 600
	4000
	458 836,39
	1,10
	463 898,05
	1,11

	I1:
	418,6
	–
	1 204,78
	2,88
	1 218,07
	2,91

	D3
	8,37
	–
	239,14
	2,86
	241,77
	2,89

	Średni kurs NBP
	2006
	3,8951

	
	2007 I-V
	3,8526


Źródło: URE

Rola organu regulacji w procesie dokonywania oceny efektywności funkcjonowania sieci
Z uwagi na fakt, że Prezes URE nie zatwierdza metodologii stanowienia przez przedsiębiorstwa taryf, lecz zatwierdza ustalone przez te przedsiębiorstwa taryfy, jego rola sprowadza się do zaakceptowania przedsiębiorstwu takich przychodów, aby mogło ono zapewnić bezpieczeństwo dostaw i poprawę efektywności funkcjonowania sieci ocenianą m.in. wskaźnikiem średniego czasu przerw w dostawach z tytułu awarii, zwiększeniem przepustowości sieci oraz zmniejszeniem udziału gazu na różnicę bilansową.

Zaznaczyć przy tym należy, że ocena funkcjonowania sieci dokonywana jest już na etapie uzgadniania planów rozwojów na kolejne lata, w których Prezes URE analizuje celowość poniesienia planowanych nakładów w kontekście rozwoju sieci i zapewnienia bezpieczeństwa dostaw. Źródłem finansowania inwestycji uznanych za uzasadnione są przychody taryfowe.

Symptomem sprawności dostarczania paliwa gazowego do odbiorców jest wskaźnik średniego czasu przerw w dostawach. W taryfach przedsiębiorstw sieciowych zostały zawarte postanowienia odnoszące się do wysokości bonifikat z tytułu niedotrzymania parametrów dostarczanego gazu oraz jakości świadczonych usług
. Dodatkowo należy zauważyć, że bonifikaty z tytułu niedotrzymania standardów zostały uregulowane w aktach wykonawczych do PE.
Średni czas przerw w dostawach w 2006 r. w przeliczeniu na odbiorcę został obliczony na podstawie informacji zebranych ze spółek sieciowych – tabela 4.1.3b

Tabela 4.1.3b Przerwy w dostawach gazu
	Rok 2006
	Przerwy**

	
	Czas trwania

[min]
	Liczba odbiorców wyłączonych

[odb.]
	Średni czas

[min/odb.]

	Awarie
	89 518 594,80
	123 361
	725,66

	Prowadzone prace planowe
	76 721 978,40
	153 386
	500,19


Źródło: URE
Bilansowanie

Bilansowanie systemu gazowego w 2006 r. było realizowane przez spółkę OGP Gaz-System SA. Do chwili wejścia w życie „kodeksu sieci”, bilansowanie  systemu odbywało się na podstawie uproszczonych procedur zgłaszania zapotrzebowania użytkowników systemu przesyłowego. 

W zatwierdzonej 21 czerwca 2006 r. przez Prezesa URE Instrukcji Ruchu i Eksploatacji Systemu Przesyłowego (IRiESP)
 mechanizm bilansowania w sieci OSP przewiduje fizyczne bilansowanie w oparciu o pojemności akumulacyjne systemu przesyłowego oraz pojemności magazynowe zarezerwowane przez OSP na cele bilansowania. Z uwagi na strukturę podmiotową rynku i wynikający z niej brak konkurencyjnych ofert, nie przewidziano wykorzystywania mechanizmów rynkowych bilansowania fizycznego. Bilansowanie rozliczeniowe polega na rozliczaniu przez OSP podmiotów mających zawarte umowy przesyłowe (tzw. ZUP-ów) z trafności nominacji. 

IRiESP przewiduje opłaty za niezbilansowanie oraz za niezgodność z nominacją  w punktach wejścia i wyjścia. Stosowane opłaty są obliczane jako iloczyn wysokości odchylenia, współczynnika i ceny referencyjnej gazu (CRG) wynikającej z ceny nabywania gazu przez OSP. Podstawowe informacje o obowiązującym od 1 sierpnia 2006 r. mechanizmie bilansowania przedstawione są w tabeli 4.1.3c:

Tabela 4.1.3c Mechanizm bilansowania

	Wskaźnik 
	Opis 

	Okres 
	1 doba 

	Obszar
	Bilansowanie odbywa się w jednym obszarze – na poziomie sieci przesyłowej. 

	Godzina zamknięcia bramki 
	12.00 doba n-1

	Zależność limitów od wielkości mocy zamówionej
	Przyjęto kryterium Km=15 000 m3/h  dla określenia wielkości dopuszczalnych

limitów niezbilansowania jako sumę mocy umownych zamówionych

przez ZUP na punktach wyjścia 

Wielkości w nawiasach dla Km odpowiednio powyżej  i poniżej 5 000 m3/h

zróżnicowanie limitów ma służyć ochronie drobnych uczestników rynku oraz jego

nowych uczestników

	OPŁATY:

niezbilansowanie dobowe

maksymalna narastająca

ilość niezbilansowania

(MNIN)

Opłata za niedotrzymanie dobowej  nominacji powyżej limitów

Opłaty i bonifikaty za niedotrzymanie parametrów jakościowych przesyłanego paliwa
	Niezbilansowanie w dobie gazowej

Jest to różnica pomiędzy ilością przekazaną do przesyłu i odebraną z systemu

 przesyłowego w ciągu pojedynczej doby gazowej. Dla doby gazowej określone

zostały dwa limity dopuszczalnego niezbilansowania 

Dobowy Limit Niezbilansowania (5%  i  15%)  

Graniczny Dobowy Limit Niezbilansowania (15% i 45%). 

Ich wartości odniesione są do  ilości przekazanej na wejściach w danej dobie. 

Obsługa niezbilansowania w zakresie DLN wliczona jest w opłatę przesyłową. 

Przekroczenie odpowiednio DLN i GDLN wiąże się z odpowiednimi opłatami

dodatkowymi.  

Niezbilansowanie narastające to suma niezbilansowania dobowego w kolejnych

dobach gazowych. 

Wartość MNIN jest określona względem (20% / 40%) wartości średniej doby

w danym miesiącu gazowym, wyliczanej na podstawie ilości miesięcznych

dla danego miesiąca w Nominacji Rocznej. 

W przypadku przekroczenia w trakcie miesiąca MNIN wprowadzona została dodatkowa

opłata motywująca w celu zapewnienia stabilnej pracy systemu.

Naliczane osobno dla każdego z punktów wejścia i wyjścia w przypadku przekroczenia

limitu 10% 

Naliczane osobno dla każdego z punktów wejścia i wyjścia w przypadku

niedotrzymania ciepła spalania i innych parametrów jakościowych


Źródło: URE

Sposób kalkulacji stawek opłat za niezbilansowanie dobowe poza limitami został wyznaczony na podstawie kosztów jednostkowych magazynowania w PMG Mogilno (zatłaczanie/odbiór, wynajem mocy i pojemności) oraz kosztów przesyłania gazu bilansującego w systemie przesyłowym (z uwzględnieniem karnego charakteru opłat w przypadku bilansowania poza wyznaczonymi limitami opisanymi w tabeli).

Metoda kalkulacji stawek opłat za niezbilansowanie narastające (miesięczne) poza limitem oraz niedotrzymanie nominacji na punkcie wejścia lub wyjścia została wyznaczona na podstawie wyniku porównania taryf operatorów systemów przesyłowych w UE, przy czym zostały przyjęte najniższe z zaobserwowanych stawek. 

Wymiana informacji handlowych pomiędzy OSP a podmiotami zamawiającymi usługę przesyłową (ZUP-ami) odbywa się na zasadach określonych w umowie przesyłowej i IRiESP. W 2006 r. nie wdrożono systemu wymiany informacji drogą elektroniczną, który - zgodnie z założeniami - ma być oparty na standardzie elektronicznej wymiany dokumentów EDI w wersji opracowanej dla gazownictwa o nazwie EDIG@S. Obecnie podstawową formą wymiany informacji są dokumenty w formie pisemnej. 

W 2006 r. OSP, za pośrednictwem strony internetowej, podawał do publicznej wiadomości informacje dotyczące oferowanych usług i stosowanych warunków, wraz z informacjami technicznymi o zdolnościach przesyłowych. 
4.1.4. Efektywny unbundling

OSP i OSD będące w strukturze przedsiębiorstwa zintegrowanego pionowo mają obowiązek rozdziału prawnego, organizacyjnego i księgowości, z tym, że rozdział prawny OSD jest wymagany od 1 lipca 2007 r. Obowiązek ten nie dotyczy OSD gazowych, jeżeli liczba odbiorców przyłączonych do sieci nie jest większa niż 100 000 i sprzedaż paliw gazowych w ciągu roku nie przekracza 100 mln m3. 
Wszystkie przedsiębiorstwa energetyczne miały obowiązek rozdziału księgowości. 
W odniesieniu do przedsiębiorstw sieciowych docelowo obowiązek rozdziału księgowości będzie miał zasadnicze znaczenie dla OSD wyłączonych z obowiązku rozdziału organizacyjnego i prawnego. Dla pozostałych OSD rozdział prawny prowadził będzie nieuchronnie do rozdziału księgowości.
Tabela 4.1.4.  Zaawansowanie unbundlingu *
	Wyszczególnienie


	Ilość

	OSP - rozdział właścicielski
	1 

	OSD -  rozdział właścicielski
	0

	OSD którzy dostarczają (dystrybuują) energię do mniej niż 100 000 odbiorców
	0

	OSP - wyodrębnienie prawne, posiadanie majątku (sieci)


	0

	OSP - wyodrębnienie prawne, brak majątku (sieci)


	1

	OSD - wyodrębnienie prawne, posiadanie majątku (sieci)


	0

	OSD – wyodrębnienie prawne, brak majątku (sieci)


	0


* stan na koniec 2006.

Źródło: URE

W 2006 r. liczba pracowników zatrudnionych (w przeliczeniu na pełne etaty) w przedsiębiorstwie sieciowym (OSP i sześciu OSD – tylko w działalności sieciowej) wyniosła 14 514,20.

OSP

W przypadku OSP został wdrożony nie tylko rozdział prawny, ale i rozdział właścicielski - od 28 kwietnia 2005 r. właścicielem 100 % OSP jest Skarb Państwa. Spółka ta nie wchodzi więc w skład przedsiębiorstwa zintegrowanego pionowo, tym samym zagwarantowano jej niezależność od przedsiębiorstw zajmujących się wydobyciem i obrotem gazem. Siedziba spółki mieści się w budynku odrębnym, jedynie Krajowa Dyspozycja Gazu zlokalizowana jest w wydzielonej części budynku zajmowanego również przez przedsiębiorstwo zajmujące się wydobyciem i obrotem gazem (PGNiG SA). 

OSD

W przypadku OSD (sześć dużych spółek dystrybucyjnych, należących do GK PGNiG SA) nastąpiło wyodrębnienie organizacyjne. W ramach tych działań w spółkach nastąpiła reorganizacja polegająca na księgowym wyodrębnieniu działów zajmujących się działalnością dystrybucyjną. Restrukturyzacja ta wspomagana jest poprzez opracowane przez spółki Programy zgodności, w których szczegółowo zostały zapisane reguły współpracy pomiędzy pozostałymi obszarami działalności grupy kapitałowej. 

W październiku i listopadzie 2006 r. do Prezesa URE od ww. spółek wpłynęły wnioski o wyznaczenie na operatorów gazowych sieci dystrybucyjnych. W świetle przedstawionych informacji Prezes URE uznał, że spółki gazownictwa spełniają warunki określone w art. 9d ust. 1 ustawy − Prawo energetyczne. Mają bowiem zapewnioną niezależność organizacyjną i  funkcjonalną. W tym celu w strukturach pionowo zintegrowanych przedsiębiorstw zostały wyodrębnione samodzielne komórki, które wypełniają obowiązki operatorskie. Osoby kierujące OSD nie uczestniczą w strukturach zarządzania innych przedsiębiorstw energetycznych zajmujących się działalnością gospodarczą związaną z paliwami gazowymi. Mają również zapewnioną możliwość niezależnego działania oraz podejmowania suwerennych decyzji w zakresie zarządzania majątkiem koniecznym do sprawnego wykonywania funkcji operatorskich, ze szczególnym uwzględnieniem możliwości podejmowania decyzji w zakresie eksploatacji, konserwacji, remontów oraz rozbudowy sieci. Efektywnie realizują również zadania związane z alokowaniem mocy przesyłowych, obsługą nominacji i zarządzaniem ograniczeniami sieciowymi. 

W grudniu 2006 r. Prezes URE wyznaczył sześciu operatorów gazowych systemów dystrybucyjnych, przy czym wszystkie spółki zostały wyznaczone na operatorów na okres od 1 stycznia do 30 czerwca 2007 r. Wynikało to z faktu, że do 30 czerwca 2007 r. wyspecjalizowani OSD powinni w ramach swojej formy prawnej realizować wyłącznie działalność operatorską, co oznacza, że od 1 lipca 2007 r. uzyskają odrębność prawną i będą działać wyłącznie w zakresie dystrybucji paliw gazowych, nie łącząc tego z inną koncesjonowaną działalnością, zwłaszcza z prowadzeniem obrotu paliwami gazowymi
. 

21 grudnia 2006 r. do Prezesa URE zwróciła się spółka POLENERGIA SA z siedzibą w Warszawie z wnioskiem o wyznaczenie na operatora systemu dystrybucyjnego gazowego na obszarze określonym w koncesji . Zgodnie z posiadaną koncesją, POLENERGIA S.A. wykonuje działalność w zakresie dystrybucji paliw gazowych na terenie miasta i gminy Tomaszów Mazowiecki. 

4.2. Zagadnienia konkurencji [Artykuł 25(1)(h)]

4.2.1. Opis rynku hurtowego

W 2006 r. całkowite zużycie gazu ziemnego w Polsce wyniosło 13,9 mld m3, z czego 30,8% pochodziło z wydobycia krajowego. W porównaniu z 2005 r. całkowite zużycie gazu wzrosło o 0,9%, import o 3,5% natomiast wydobycie krajowe spadło o 1%. 

Krajowe wydobycie dopełniane było dostawami z importu. Wśród zagranicznych dostawców gazu, podobnie jak w latach ubiegłych, była Rosja (kontrakt „jamalski”), Niemcy, Norwegia oraz kraje środkowoazjatyckie.
Rysunek 4.2.1 Źródła pochodzenia gaz ziemnego w Polsce w latach 2005-2006
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Źródło: PGNiG SA
Rynek gazu ziemnego w Polsce jest rynkiem jednego dostawcy i zarazem sprzedawcy – GK PGNiG SA. W 2006 r. inni dostawcy dostarczyli na rynek krajowy 0,5 % gazu. Obrót gazem prowadzony jest wprawdzie przez inne podmioty, ale ich udział w ogólnym bilansie nie przekracza 0,7%. 

Tabela 4.2.1.  Koncentracja rynku

	Rok
	Liczba podmiotów kontrolujących >=5% zdolności wydobycia i importu gazu
	Liczba podmiotów oferujących >=5% zużywanego gazu
	Udział w rynku trzech największych spółek obrotu hurtowego [%]

	2006
	1
	1*)
	99,98

	2007
	1
	1
	b.d.


* PGNiG SA
Źródło: URE

W 2006 r. sprzedaż gazu na rynku hurtowym wyniosła 8 324,2 mld m3, z czego zaledwie 2,13% zakupiły podmioty inne niż spółki dystrybucyjne. 

Tabela 4.2.1a  Opis rynku hurtowego: produkcja, import

	
	Zapotrzebowanie
	Produkcja
	Zdolności importowe [mld m3/rok]

	Rok
	Całkowite zużycie mld m3]
	Szczytowe [mld m3/dobę]
	całkowita [mld m3]
	dzienna zdolność produkcyjna [mldm3/dobę]
	razem
	zarezerw. dla tranzytu
	zarezer. w związku z KDT
	niezarezerwowane

	2006
	13,9
	0,0675
	4,3
	0,012
	43,2
	28,4
	9,57
	5,23


Źródło: PGNiG SA.
W 2006 r. dla celów tranzytu zdolności przesyłowe na „gazociągu jamalskim” zostały zarezerwowane w 87,2%. Jeśli dodamy rezerwacje dla dostaw gazu do Polski, możliwości przesyłowe zmniejszą się do 4 %. Dysponentem niewykorzystanej zdolności przesyłowej jest przedsiębiorstwo Gas Trading SA 
. 

Tabela 4.2.1b Obrót gazem ziemnym

	Rok
	Rynek spot

[mld m³]
	Rynek terminowy

[mld m³]
	Rynek OTC 
[mld m³]

	2006
	0
	0
	0

	2007
	0
	0
	0


* Over-the-counter - rynek pozagiełdowy (obrót pozagiełdowy pomiędzy przedsiębiorstwami). Nie obejmuje transakcji w ramach grupy kapitałowej
Źródło: PGNiG SA

Taryfy hurtowe

 Rynek hurtowy gazu ziemnego, ze względu na jego strukturę – praktycznie jeden sprzedawca - nie może być uznany za rynek konkurencyjny, wobec czego ceny na tym rynku kształtowane są decyzjami taryfowymi Prezesa URE.
 Krajowy monopolista w zakresie wydobycia, importu i obrotu gazem, tj. PGNiG SA, w I kwartale 2006 r. stosował taryfę zatwierdzoną jeszcze w 2003 r. Ulegała ona jednak kolejnym aktualizacjom, polegającym na podwyższeniu cen paliw gazowych. Ostatnia tego rodzaju zmiana wskazanej taryfy nastąpiła 1 stycznia 2006 r. i wprowadziła ceny wyższe o 8,8 % od cen stosowanych 31 grudnia 2005 r. W następnej taryfie PGNiG S.A., którą zaczęto stosować z dniem 1 kwietnia 2006 r., określono ceny paliw gazowych oraz ww. stawkę opłaty za przesyłanie gazu sieciami SGT EuRoPol GAZ S.A. oraz stawki opłat za magazynowanie gazu.

Cena gazu wysokometanowego ustalona została w tej taryfie na podstawie dotychczas stosowanej zasady, tj. jako iloraz sumy średnioważonych kosztów jego pozyskania ze źródeł krajowych oraz z importu przez planowany wolumen sprzedaży gazu odbiorcom. W trakcie prowadzonego postępowania administracyjnego ocenie i weryfikacji podlegał każdy z elementów będący podstawą kalkulacji tej ceny, a mianowicie sytuacja cenowa na giełdowym rynku produktów ropopochodnych, zgodnie z formułami cenowymi zawartymi w importowych kontraktach handlowych, przyjęty do kalkulacji kurs walutowy PLN/USD oraz planowane koszty pozyskania gazu krajowego. 

Ceny krajowych gazów zaazotowanych ukształtowane zostały na poziomie nie pogarszającym relacji między kosztem jednostki ciepła uzyskiwanej ze spalania tych gazów a kosztem jednostki ciepła uzyskiwanej ze spalania gazu wysokometanowego. Taki sposób ustalania cen gazu pozwala na zrównoważenie interesów odbiorców zaopatrywanych w gaz pochodzący wyłącznie z tanich źródeł krajowych (gazy zaazotowane) z interesem odbiorców zaopatrywanych w gaz pochodzący zarówno ze źródeł krajowych, jak i z importu (gaz wysokometanowy).

4.2.2. Opis rynku detalicznego
Większość przedsiębiorców działających w sektorze gazownictwa to spółki prawa handlowego − spółki z ograniczoną odpowiedzialnością, spółki akcyjne i spółki jawne. Wśród tych podmiotów nie występują przedsiębiorcy prowadzący działalność jako osoby fizyczne. Od 2003 r. można zauważyć wzrost liczby uczestników rynku gazowego, co spowodowało znaczny wzrost inwestycji związanych z budową nowych sieci dystrybucyjnych na terenach gmin dotąd niezgazyfikowanych. Ponadto, wraz z rozwojem nowych technologii zaistniała również możliwość gazyfikacji z wykorzystaniem gazu skroplonego (LNG).

Dominującą pozycję w sektorze zajmuje Grupa Kapitałowa Polskie Górnictwo Naftowe i Gazownictwo Spółka Akcyjna (GK PGNiG SA), w skład której wchodzi Polskie Górnictwo Naftowe i Gazownictwo Spółka Akcyjna (PGNiG SA) oraz sześć regionalnych spółek gazownictwa, które prowadziły w 2006 r. działalność w zakresie obrotu detalicznego i dystrybucji gazu ziemnego, a także działalność w obszarze eksploatacji, remontów oraz rozbudowy systemu dystrybucyjnego
). Spółki dystrybucyjne pełniły również rolę operatorów systemu dystrybucyjnego (OSD)
). 

Rysunek 4.2.2. Geografia działania spółek gazowych
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Poza GK PGNiG SA w sektorze działają małe lokalne przedsiębiorstwa gazowe łączące działalność dystrybucyjną i obrotową. Największym, niezależnym dystrybutorem gazu ziemnego w Polsce jest przedsiębiorstwo G.EN. GAZ ENERGIA SA, które swym działaniem obejmuje 48 gmin w czterech województwach: zachodniopomorskim, wielkopolskim, pomorskim i dolnośląskim
. Drugim co do wielkości przedsiębiorstwem jest Media Odra Warta Sp. z o.o. (MOW), które prowadzi działalność na terenie województwa lubuskiego i dolnośląskiego
. Ponadto od 2001 r. na terenie kilku gmin województwa wielkopolskiego działa jako niezależny dystrybutor gazu przedsiębiorstwo KRI Sp. z o.o.
. Z kolei w województwie zachodniopomorskim lokalnym dystrybutorem gazu jest firma Gaz Technologia i Energia Sp. z o.o.
 .
Oprócz sprzedaży paliwa gazowego do pośredników w obrocie, PGNiG SA prowadzi również handel surowcem z odbiorcami końcowymi. Ponad 40% gazu sprzedawanego na polskim rynku trafia do odbiorców bezpośrednio z krajowego systemu przesyłowego lub ze złóż, z czego znakomita większość do odbiorców przemysłowych. Ponadto PGNiG SA sprzedaje gaz do OGP Gaz-System SA i Spółek Gazownictwa PGNiG SA – na potrzeby własne, czyli do bilansowania ich systemu. W 2006 r. potrzeby technologiczne (straty i zużycie własne) OGP Gaz-System SA oraz spółek grupy kapitałowej PGNiG SA wynosiły 466,07 mln m3.

Tabela 4.2.2 przedstawia wielkość i strukturę sprzedaży GK PGNiG SA w 2006 r. 

Tabela 4.2.2  Wielkość i struktura sprzedaży do odbiorców końcowych [mln m3]

	Wyszczególnienie
	Sprzedaż grupy

kapitałowej PGNiG SA
	W tym:

	
	wolumen
	%
	sprzedaż z systemu przesyłowego i bezpośrednio ze złóż
	sprzedaż Spółek Gazownictwa PGNiG SA

	
	
	
	wolumen
	%
	wolumen
	%

	RAZEM
	13 352,29
	100,00
	5 395,7
	40,41
	7 958,66
	59,59

	1. Przemysł, w tym
	8 090,24
	60,59
	5 235,8
	39,21
	2 854,44
	21,38

	Zakłady azotowe
	2 399,30
	17,97
	2 399,3
	17,97
	0,00
	0,00

	Elektrociepłownie
	1 013,06
	7,59
	960,8
	7,20
	52,26
	0,39

	Ciepłownie
	237,13
	1,78
	12,6
	0,09
	224,53
	1,68

	Inni mali odbiorcy

(o zużyciu do 1 mln m3/rok) 
	657,37
	4,92
	10,1
	0,08
	647,27
	4,85

	Inni średni odbiorcy

(o zużyciu od 1 mln m3 do 25 mln m3/rok)
	2 104,48
	15,76
	536,8
	4,02
	1 567,68
	11,74

	Inni duzi odbiorcy (o zużyciu powyżej

25 mln m3/rok)
	1 678,90
	12,57
	1 316,2
	9,86
	362,70
	2,72

	2. Handel i usługi
	1 333,63
	9,99
	33,0
	0,25
	1 300,63
	9,74

	Mali odbiorcy (o zużyciu 1 mln m3 rok

i poniżej
	1 206,12
	9,03
	4,7
	0,04
	1 201,42
	9,00

	Średni odbiorcy (o zużyciu od

1 mln m3 do 25 mln m3/rok)
	127,51
	0,95
	28,3
	0,21
	99,21
	0,74

	Duzi odbiorcy (o zużyciu powyżej

25 mln m3/rok)
	0,00
	0,00
	0,0
	0,00
	0,00
	0,00

	3. Gospodarstwa domowe
	3 801,51
	28,47
	0,0
	0,00
	3 801,51
	28,47

	4. Eksport
	40,60
	0,30
	40,6
	0,30
	0,00
	0,00

	5. OGP Gaz-System SA
	86,30
	0,65
	86,3
	0,65
	0,00
	0,00


Źródło: URE 

 Struktura rynku detalicznego w 2006 r. nie odbiegała od struktury rynku z roku poprzedniego – została przestawiona  w tabeli 4.2.2a

Tabela 4.2.2a  Udział w rynku detalicznym

	Rok
	Liczba niezależnych sprzedawców **
	Liczba spółek posiadających udział 5% lub większy w rynku detalicznym odbiorców uprawnionych ***
	Łączny udział 3 największych spółek1) dostawach dla:

	
	
	
	elektrowni gazowych

[%]
	dużych odbiorców przemysłowych

[%]
	średnich odbiorców

przemysłowych i komercyjnych [%]
	małych przedsiębiorstw

oraz gospodarstw domowych

[%]

	2006
	71****
	7
	98,18
	96,44
	59,38
	61,83

	2007*
	75****
	1
	b.d.
	b.d.
	b.d.
	b.d


1) udziały skalkulowane przy uwzględnieniu odrębności organizacyjnej spółek-córek PGNiG, udziały liczone dla grupy kapitałowej jako całość byłyby na poziomie zbliżonym do 100% (powyżej 99,5%).

* Najbardziej aktualne dane.

** Liczba sprzedawców niezależnych od krajowych spółek przesyłowych lub dystrybucyjnych.

*** Finalny rynek detaliczny podzielony został na uprawnionych i nieuprawnionych, a udział obliczony został na podstawie wielkości zużycia przez odbiorców uprawnionych.
**** liczba wydanych koncesji na obrót gazem, poza koncesjami na rzecz spółek GK PGNiG SA
Źródło: URE 

Rynek detaliczny w Polsce jest silnie skoncentrowany. Siedem przedsiębiorstw skupionych w jednej grupie kapitałowej PGNiG SA posiadało udział w rynku większy niż 5% . Należy również zwrócić uwagę na fakt, że ze względu na specyfikę działalności spółek dystrybucyjnych (na obszarze swego działania są one praktycznie jedynym sprzedawcą gazu), rynek detaliczny dzieli się na lokalne rynki monopolistyczne. Natomiast PGNiG SA prowadzi sprzedaż z systemu i bezpośrednio ze złóż, która jest skierowana głównie do odbiorców przemysłowych. Dlatego też w tych warunkach rynkowych trudno mówić o realnych możliwościach zmiany sprzedawcy.

Tabela 4.2.2b Zmiana sprzedawcy

	Rok
	Udział odbiorców, którzy zmienili sprzedawcę [%]
	Udział renegocjowanych umów** [%]

	
	Według punktów pomiarowych
	Według zużycia energii
	

	
	Elektrownie gazowe
	Duże podmioty przemysłowe
	Średnie podmioty przemysłowe i komercyjne
	Małe przedsiębiorstwa i gospodarstwa domowe
	Elektrownie gazowe
	Duże podmioty przemysłowe
	Średniej podmioty przemysłowe

i komercyjne
	Małe przedsiębiorstwa i gospodarstwa domowe
	

	2006
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0

	2007*
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0
	0


* Najbardziej aktualne dane.

** Renegocjacja umowy oznacza zmianę warunków umowy z dotychczasowym sprzedawcą.
Źródło: URE

W 2006 r. ceny paliw gazowych na rynku detalicznym określone były w taryfach spółek dystrybucyjnych, które - oprócz świadczenia usług dystrybucji - zajmowały się również obrotem paliw gazowych. Wysokość tych cen determinują głównie koszty zakupu tych paliw od PGNiG SA. oraz koszty własne działalności obrotu. W nowych taryfach uwzględniono również 4 % marżę od kosztów własnych działalności obrotu. Zmiany cen tych paliw następowały w ślad za zmianami cen w taryfie PGNiG SA.

Tabela 4.2.2d Struktura płatności za gaz

	             Grupa **

 [€/GJ]
	l4
	I1
	D3
	Typowe gospodarstwo domowe

	
	2006
	2007*
	2006
	2007*
	2006
	2007*
	2006
	2007*

	Cena gazu ***
	4,54
	5,16
	4,76
	5,38
	4,96
	5,56
	5,59
	6,23

	Opłaty sieciowe****
	1,10
	1,11
	2,88
	2,91
	2,86
	2,89
	3,23
	3,27

	Podatki *****
	1,24
	1,37
	1,68
	1,82
	1,72
	1,86
	1,94
	2,09

	Inne opłaty ******
	
	
	
	
	
	
	
	

	Całkowita cena (suma)
	6,88
	7,64
	9,32
	10,11
	9,54
	10,31
	10,76
	11,59

	

	Wartość kaloryczna
	2006
	39,5

	
	2007*
	39,5

	Opłaty za magazynowanie *******
	2006
	0,07

	
	2007*
	0,07

	Średni kurs NBP
	2006
	3,8951

	
	2007 I-V
	3,8526


* Najbardziej aktualne dane.

** Grupy odbiorców zdefiniowane są następująco:

I4 = roczne zużycie rzędu 418,6 TJ
I1 = roczne zużycie rzędu 0,4186 TJ
D3 = roczne zużycie rzędu 83,7 GJ
Typowe gospodarstwo domowe = dostawy gazu (m3) dla gospodarstw domowych podzielone przez liczbę gospodarstw domowych.
*** Koszt gazu = całkowita cena  - opłaty sieciowe - podatki - podatki - inne opłaty
**** Opłaty sieciowe zawierają koszty pomiarów, nie zawierają podatków i opłat publicznoprawnych. 

***** VAT, podatki związane z gazem, podatki lokalne.
******Opłaty publicznoprawne i inne obowiązkowe obciążenia niepodatkowe,  pobierane od odbiorców lub dostawców. 

******* Średnia wartość dla kraju (całkowity koszt wykorzystanych magazynów w kraju podzielony przez całkowite zużycie).
Źródło: URE
Typowe gospodarstwo domowe zużywa 570 m3 (14,43 MJ) gazu. Ceny gazu w tabeli 4.2.2d wynikają z taryf regulowanych. W 2006 r. 33 815 odbiorcom wstrzymano dostarczanie paliwa z powodu niepłacenia rachunków.

5. Bezpieczeństwo dostaw 
Bezpieczeństwo dostarczania paliw i energii stanowi podstawowy filar bezpieczeństwa energetycznego. Bezpieczeństwo to zostało zdefiniowane w dokumencie „Polityka energetyczna Polski do 2025 r.” 
 jako stan gospodarki umożliwiający pokrycie bieżącego i perspektywicznego zapotrzebowania odbiorców na paliwa i energię, w sposób technicznie i ekonomicznie uzasadniony, przy minimalizacji negatywnego oddziaływania sektora energii na środowisko i warunki życia społeczeństwa. 
Poziom bezpieczeństwa energetycznego zależy od wielu czynników. Ich znaczenie dla zrównoważenia popytu i podaży na energię i paliwa zależy zarówno od wewnętrznych czynników danego kraju, jak i od sytuacji na rynkach światowych. Ważnym elementem jest zróżnicowanie struktury nośników energii tworzących bilans krajowy, stopień zdywersyfikowania źródeł dostaw, stan techniczny i sprawność urządzeń i instalacji systemów przesyłania oraz dystrybucji paliw i energii. 

Podstawowy nadzór nad bezpieczeństwem zaopatrzenia w energię elektryczną sprawuje Minister Gospodarki, natomiast Prezes URE prowadzi monitorowanie systemu elektroenergetycznego
. 

5.1. Energia Elektryczna [ Artykuł 4]

Charakterystyka rynku i jego perspektywy w kontekście zapewnienia bezpieczeństwa dostaw

 Bezpieczeństwo elektroenergetyczne zależy przede wszystkim od możliwość zaspokojenia zapotrzebowania szczytowego na energię i jej moc oraz bieżącej i przyszłej struktury zużycia paliw w procesie wytwarzania energii elektrycznej. Z oczywistych względów wszystkie tego rodzaju elementy stanowią przedmiot szeroko pojętego monitoringu bezpieczeństwa dostaw energii elektrycznej i gazu, warunkującego podjęcie stosownych działań o charakterze regulacyjnym. 

Sytuacja na rynku energii elektrycznej oraz prognozowany przez OSP rozwój zapotrzebowania na moc przedstawiono w tabeli 5.1.b.
Tabela  5.1.b. Popyt szczytowy oraz dostępne dyspozycyjne moce wytwórcze w latach 2000 – 2009. 

	Rok


	Popyt szczytowy [GW]


	Moce dostępne 

(dyspozycyjne) [GW]

	2000
	22,29
	26,64

	2001
	22,87
	26,32

	2002
	23,21
	26,87

	2003
	23,29
	27,59

	2004
	23,11
	27,98

	2005
	23,47
	27,80

	2006
	24,64
	27,13

	2007*
	25,20
	31,11

	2008*
	25,70
	31,12

	2009*
	26,90
	30,88


* Prognoza


Źródło: PSE-Operator S A

Z danych zawartych w powyższej tabeli wynika, że w perspektywie krótkoterminowej Polska dysponowała będzie nadwyżką mocy dyspozycyjnych, co będzie miało pozytywny wpływ na zapewnienie bezpieczeństwa dostaw energii elektrycznej dla odbiorców. 

W zakresie zapotrzebowania na energię elektryczną, a co za tym idzie - bilansu jej wytwarzania i zapotrzebowania - należy stwierdzić, że w ostatnich latach nie było ono przedmiotem prac o charakterze prognostycznym. Trudno jest więc wyciągać wnioski co do przyszłych możliwości pokrywania zapotrzebowania na energię elektryczną, dysponując jedynie opracowaniami sektora w tym zakresie. 

Produkcja energii elektrycznej opiera się głównie na węglu kamiennym i brunatnym, co przedstawia tabela nr 5.1.a. i zgodnie z dotychczasowymi założeniami polityki energetycznej w najbliższych latach nie ulegnie zmianie.
Tabela  5.1.a. Struktura zużycia paliw do produkcji energii elektrycznej w 2006 r.

	Paliwo
	Udział w produkcji [%]

	Węgiel kamienny
	62,1

	Węgiel brunatny
	33,0

	Gaz ziemny
	1,7

	Woda
	1,9

	Biomasa i współspalanie biomasy
	1,1

	Pozostałe OZE
	0,2


Źródło: ARE

W 2006 r. i 2007 r. kontynuowano lub rozpoczęto następujące inwestycje wytwórcze:

1) Inwestycja realizowana w grupie Południowego Koncernu Energetycznego. Elektrownia Łagisza II., której blok będzie dysponował mocą 460 MW. Rozruch próbny planowany jest na grudzień 2008 r., natomiast jednostka zostanie przekazana do eksploatacji 31 marca 2009 r.

2) Inwestycja realizowana w Zespole Elektrowni Pątnów Adamów Konin. Elektrownia Pątnów II, której blok będzie dysponował mocą 464 MW. Zostanie on wyposażony w najnowocześniejsze instalacje ochrony atmosfery, w tym instalacje mokrego odsiarczania spalin, charakteryzował się będzie wysoką sprawnością wytwarzania energii. Jednostka Pątnów II zostanie przekazana do eksploatacji 31 grudnia 2007 r.
3) Inwestycja będzie realizowana przez BOT Górnictwo i Energetyka. Elektrownia Bełchatów II, której blok będzie dysponował mocą 833 MW (w szacunkach nawet 850 MW). Budowa inwestycji rozpoczęła się z końcem 2006 r. Będzie to najnowocześniejszy i największy blok energetyczny w Polsce. Synchronizacje bloku z KSE przewidziana jest w lutym 2010. 

Istotnym elementem bezpieczeństwa dostaw energii elektrycznej jest wielkość przepustowośći sieci elektroenergetycznych oraz ich stan techniczny. Dlatego niezmiernie istotna są przede wszystkim inwestycje realizowane przez operatora systemu przesyłowego. Realizowane przez OSP działania inwestycyjne w zakresie krajowej sieci przesyłowej służą realizacji dwóch podstawowych celów: zapewnieniu bezpieczeństwa dostaw energii elektrycznej i zwiększaniu swobody handlu energią elektryczną, w tym także na wspólnym rynku (połączenia międzysystemowe). OSP podejmuje decyzje inwestycyjne na podstawie prowadzonych cyklicznie analiz i ocen kryteriów technicznych, dotyczących przede wszystkim niezawodności i jakości dostaw oraz ocen efektywności planowanych przedsięwzięć. 

Zadania inwestycyjne uwzględniane są w planie rozwoju krajowej sieci przesyłowej. Projekt planu rozwoju opracowany przez OSP na lata 2005–2009 na podstawie przeprowadzonych analiz, podlega uzgodnieniu z Prezesem URE. Koszty wynikające z inwestycji przedstawionych w uzgodnionym projekcie planu są podstawą do uwzględniania ich jako element kosztów uzasadnionych, przyjętych do kalkulacji taryfy przesyłowej OSP. 

Inwestycje zakończone w 2006 r.:
1) modernizacja linii 400kV Krosno-Lemesany mającej na celu poprawę pewności zasilania,

2) aktualizacja profilu linii 220 kV KRA - VIE mającej na celu zwiększenie jej zdolności przesyłowej,

3) modernizacja linii  220 kV Połaniec – Radkowice dla wyprowadzenie mocy ze źródeł wytwórczych. 
Inwestycje w toku:
1) budowa połączenia 220 kV pomiędzy stacją 400/220/110 kV Olsztyn Mątki i stacją 220/110 kV Olsztyn,

2) instalacja nowych transformatorów:

· 220/110 kV o mocy 160 MVA w stacji Konin,

· 400/220 kV o mocy 330 MWA w stacji Olsztyn Mątki
-  oraz sześć jednostek transformatorowych 220/110 kV w stacjach: Mokre, Chełm, Czerwonak, Leśniów, Kielce Piaski i Toruń Elana.

3. budowa rozdzielni 400 kV w stacji Gdańsk I, wprowadzenie 1 toru linii 400 kV Żarnowiec-Gdańsk Błonia, instalacja ATR 400/220 kV (okres realizacji: 2005-2007)

         4. budowa linii 400 kV od stacji Ostrów do linii Rogowiec-Trębaczew, wprowadzenie linii 400 kV Rogowiec-Joachimów do stacji Trębaczew (okres realizacji: 2004 -2008), 

5. budowa linii 400 kV Pasikurowice-Wrocław Południe-Świebodzice z wykorzystaniem korytarza istniejącej linii 220 kV Świebodzice-Klecina (okres realizacji: 2006 -20011), 

   
6. budowa rozdzielni 400 kV w stacji Morzyczyn, wprowadzenie linii 400 kV Krajnik-Dunowo, instalacja ATR 400/220 kV (okres realizacji: 2006 -2009), 

W 2006 r. nie rozpoczęto nowych przedsięwzięć inwestycyjnych w zakresie połączeń z sąsiednimi systemami  przesyłowymi elektroenergetycznymi, a także inwestycji sieciowych wewnątrz sieci przesyłowej mających wpływ na zwiększenie zdolności przesyłowych wymiany międzysystemowej.

Inwestycje planowane 

W latach 2007-2010 roku PSE-Operator SA planuje realizację lub rozpoczęcie budowy następujących inwestycji:

I. Inwestycje służące poprawie pewności zasilania, a co za tym idzie - poprawie niezawodności i pewności pracy oraz redukcji strat mocy w KSP:
1) budowa rozdzielni 400 kV w stacji Gdańsk I, wprowadzenie 1 toru linii 400 kV Żarnowiec-Gdańsk Błonia, instalacja ATR 400/220 kV (okres realizacji: 2005-2007), 

2) instalacja dławików kompensacyjnych w KSP (okres realizacji: 2008-2011), 

3) instalacja trzeciego ATR 220/110 kV w stacji Pabianice (okres realizacji: 2010), 

4) budowa linii 400 kV od stacji Ostrów do linii Rogowiec-Trębaczew, wprowadzenie linii 400 kV Rogowiec-Joachimów do stacji Trębaczew (okres realizacji: 2004 -2008), 

5) budowa linii 400 kV Pasikurowice-Wrocław Południe-Świebodzice z wykorzystaniem korytarza istniejącej linii 220 kV Świebodzice-Klecina (okres realizacji: 2006 -20011), 

6) budowa rozdzielni 400 kV w stacji Morzyczyn, wprowadzenie linii 400 kV Krajnik-Dunowo, instalacja ATR 400/220 kV (okres realizacji: 2006 -2009), 

7) instalacja drugiego ATR 220/110 kV w stacji Lubocza (okres realizacji: 2009),

8) włączenie stacji 220/110 kV Towarowa w ciąg linii 220kV Miłosna-Mory (okres realizacji: 2010).

1) budowa linii 400 kV Kozienice-Siedlce-Miłosna, budowa stacji 400/110 kV Siedlce (okres realizacji: 2007 - 2015), 

2) budowa linii 400 kV Rogowiec-Pabianice-Pątnów, budowa rozdzielni 400 kV w stacji Pabianice (okres realizacji: 2007 - 2015), 

3) budowa stacji 400/110 kV Wołomin (okres realizacji: 2009 - 2015),

4) budowa linii 400 kV w relacji Rogowiec-Ołtarzew, budowa rozdzielni 400 kV w stacji Janów (okres realizacji: 2009 - 2015).

II. Inwestycje potrzebne do  wyprowadzenia mocy z dwóch budowanych bloków energetycznych w Elektrowni Pątnów oraz Elektrowni Łagisza: 

1) budowa rozdzielni 400 kV w stacji Pątnów, instalacja ATR 400/220 kV (okres realizacji: 2008 ),

2) budowa linii 400 kV Kromolice-Pątnów, budowa stacji 400/110 kV Kromolice (okres realizacji: 2006-2009), 

3) rozbudowa i modernizacja węzła Łagisza - wraz z przyłączeniem bloku elektrowni Łagisza na napięciu 400 kV do KSP (okres realizacji: 2007-2009).

III. Inwestycje w zakresie rozbudowy połączeń międzysystemowych: 
1) budowa rozdzielni 400 kV w stacji Byczyna, wprowadzenie linii 400 kV Tarnów Tucznawa, instalacja ATR 400/220 kV (okres realizacji: 2006-2009) – Słowacja, 

2) budowa 2-torowej linii 400 kV Ostrołęka - Miłosna oraz rozdzielni 400 kV w stacji Ostrołęka (okres realizacji: 2007 - 2015) - Litwa.

IV. Inwestycjami na potrzeby farm wiatrowych:

1) instalacja drugiego ATR 400/110 kV w stacji Słupsk (okres realizacji: 2010), 

2) budowa stacji 400/110 kV Dargoleza z ATR 400/110 kV, wprowadzenie linii 400 kV Słupsk–Żarnowiec (okres realizacji: 2009 -2010), 

3) budowa linii 220 kV Glinki-Recław-Morzyczyn–Recław, budowa rozdzielni 220 kV w stacji Recław (okres realizacji: 2008 -2013), 

4) instalacja drugiego ATR 400/110 kV w stacji Dunowo (okres realizacji: 2010), 

5) instalacja ATR 400/110 kV w stacji Krajnik (okres realizacji: 2010).

V. Inwestycje likwidujące bariery swobodnego handlu energią elektryczną (poprawa warunków dostarczania mocy do sieci):

1) instalacja 12 dodatkowych ATR NN/110 w KSP– (okres realizacji: 2007-2010), 

2) budowa stacji 400/110 kV Skawina (okres realizacji 2007 - 2015).
Rola regulatora w procesie autoryzacji nowych mocy wytwórczych 
 Prezes URE udziela koncesji (promesy koncesji) na wytwarzanie energii, w której jest zawarte zobowiązanie do informowania o zmianie zakresu i warunków prowadzonej działalności, co z kolei wymaga zmiany koncesji. Zgodnie z nowelizacją PE, w przypadku stwierdzonej przez ministra właściwego do spraw gospodarki możliwości wystąpienia niedoboru w zakresie zaspokojenia długookresowego zapotrzebowania na energię elektryczną, Prezes URE ogłasza, organizuje i przeprowadza przetarg na budowę nowych mocy wytwórczych. Rodzaje instrumentów ekonomiczno-finansowych, umożliwiających budowę nowych mocy wytwórczych, będą określone w odrębnych przepisach. Jako kryteria oceny ofert na budowę nowych mocy wytwórczych w ustawie wymienia się:

· politykę energetyczną państwa,

· bezpieczeństwo systemu elektroenergetycznego,

· wymagania dotyczące ochrony zdrowia i środowiska oraz bezpieczeństwa publicznego,

· efektywność energetyczną i ekonomiczną przedsięwzięcia,

· lokalizację budowy nowych mocy wytwórczych energii elektrycznej,

· rodzaje paliw przeznaczonych do wykorzystania w nowych mocach wytwórczych energii elektrycznej. 

W Polsce nie występują obecnie sformalizowane mechanizmy wsparcia budowy nowych mocy wytwórczych, sprzyjające podejmowaniu decyzji inwestycyjnych. Za wyjątkiem preferencyjnych zasad przyłączania odnawialnych źródeł energii i elektrociepłowni, polegających na partycypacji w nakładach inwestycyjnych w 50%. Pozostali wytwórcy ponoszą opłatę kalkulowaną na podstawie 100% nakładów.
W zakresie nowych źródeł wytwarzania Prezes URE udzielił w 2006 r. 77 koncesji na wykonywanie działalności w zakresie wytwarzania energii elektrycznej, z czego 59 koncesji w źródłach odnawialnych o  łącznej mocy zainstalowanej  82,291 MW.  (Udział energii wyprodukowanej z OZE nadal stanowi znikomy procent w produkcji energii elektrycznej ogółem). 
Ocena bezpieczeństwa energetycznego. 

Dokonując oceny w zakresie bezpieczeństwa dostaw energii elektrycznej, można stwierdzić, że nie jest ono obecnie zagrożone. Zarówno stosunek mocy osiągalnych i dyspozycyjnych w krajowym systemie elektroenergetycznym do zapotrzebowania szczytowego
, jak i dobre wyniki ekonomiczne przedsiębiorstw z sektora energii elektrycznej wskazują na fakt, że w najbliższym czasie nie powinny wystąpić problemy z realizacją dostaw energii elektrycznej.

Wyniki ekonomiczne przedsiębiorstw wytwórczych i dystrybucyjnych w 2006 r. potwierdzają stabilną sytuację ekonomiczną tych podsektorów. Mała aktywność inwestycyjna podmiotów wynika raczej z niechęci sektora do podejmowania decyzji inwestycyjnych na własne ryzyko niż z powodu braku środków na ten cel. Przyznać przy tym trzeba, że takie „przejadanie” środków pozyskanych z tytułu sprzedaży energii elektrycznej odbija się negatywnie choćby na strukturze wiekowej bloków wytwórczych. Zachowanie takie w dłuższej perspektywie może doprowadzić do problemów z zaspokojeniem zapotrzebowania na energię elektryczną ze względu na proces starzenia się mocy wytwórczych. 

5.2. Gaz [Artykuł 5] oraz 2004/67/WE [Artykuł 5]
Charakterystyka rynku i jego perspektywy w kontekście zapewnienia bezpieczeństwa dostaw

W chwili obecnej PGNiG SA importuje gaz w ramach wymienionych poniżej umów i kontraktów, tj. długoterminowego kontraktu importowego z Rosji oraz trzech kontraktów średnioterminowych na dostawy - odpowiednio z krajów Azji Środkowej i Niemiec:

• wieloletniego kontraktu na dostawy gazu rosyjskiego z dnia 25 września 1996 r. z OOO Gazexport (od 1 listopada 2006 r. nastąpiła zmiana nazwy na OOO „Gazprom eksport”), obowiązującego do 2022 r. W dniu 17 listopada 2006 r. został podpisany do niego Aneks nr 26, na mocy którego zmieniona została formuła ustalania ceny zakupu gazu,   

• 
umowy na import gazu z dnia 17 sierpnia 2006 r.  z VNG-Verbundnetz Gas AG, obowiązującej do dnia 1 października 2016 roku. W ciągu pierwszych dwóch lat dostawy wyniosą do 500 mln m³ rocznie, natomiast w okresie od 1 października 2008 r. do 1 października 2016 r. dostawy gazu będą realizowane w ilości 400 mln m³ rocznie. Tym samym od 1 października umowa ta zastąpi dotychczasową umowę  sprzedaży gazu z dnia 15 września 2004 r. z VNG-Verbundnetz GAS AG/ E.ON Ruhrgas AG, obowiązującą do dnia 30 września 2008 r., 

• umowy podpisanej z ROSUKRENERGO AG na import gazu środkowoazjatyckiego. Dostawy rozpoczęły się od 1 stycznia 2007 r. w ilości 2,5 mld m³ (wg GOST) i będą realizowane do 1 stycznia 2010 r. włącznie z możliwością przedłużenia okresu dostaw o kolejne 3 lata. 

W tabeli 5.2 przedstawiono syntetyczne ujęcie wielu aspektów obecnego i prognozowanego stanu bezpieczeństwa w gazownictwie.
Tabela 5.2  Bezpieczeństwo dostaw gazu ziemnego (prognoza na lata 2006-2009)

	Rok
	Całkowite zużycie gazu ** 

[mld m³]
	Wydobycie krajowe *** [mld m³]
	Zdolności importowe   techniczne****

 [mld m³]

	
	
	
	krajowe
	tranzytowe*****

	2006
	13,9
	4,3
	14,8
	28,4

	2007*
	13,9
	4,4
	14,8
	28,4

	2008*
	15,6
	4,6
	14,8
	28,4

	2009*
	16,4
	5,0
	14,8
	28,4


* prognoza.

** Ilości gazu ziemnego podane są w przeliczeniu na gaz ziemny grupy E (wysokometanowy) o cieple spalania 39,5 MJ/m3.

*** Wydobycie krajowe lub planowane wydobycie znajduje pokrycie w zdolnościach wydobywczych złóż.

**** Zdolności importowe = zdolności przesyłowe na kierunkach importowych.

***** Dane Gaz-System S.A. i EuRoPol Gaz S.A.

Źródło: OGP Gaz-System S.A., PGNiG S.A. 

Perspektywy zwiększenia wydobycia krajowego

Aktualna prognoza PGNiG SA zakłada utrzymanie wydobycia krajowego na poziomie 4,3 mld m³ gazu ziemnego w 2007 r. Planowane jest zagospodarowanie złoża gazu ziemnego Jasionka (I etap zrealizowano w styczniu 2007 r.) oraz podłączenie do eksploatacji 5 odwiertów na złożach już eksploatowanych o łącznej zdolności wydobywczej około 580 m³/min, co przy całorocznej eksploatacji daje przyrost wydobycia gazu około 260 mln m³. W 2008 r. przewiduje się włączenie do eksploatacji złoża Jasionka (II etap), Cierpisz, Łękawica oraz 8 odwiertów na złożach produkcyjnych o łącznej zdolności wydobywczej około 600 m³/min, co daje przyrost zdolności produkcyjnych rzędu 280 mln m³ rocznie. Natomiast w latach 2007-2008 przewiduje się włączenie do eksploatacji 5 złóż gazu ziemnego: Kaleje, Kaleje-E, Łęki, Paproć-W, Nowy Tomyśl - o łącznej zdolności wydobywczej 635 m³/min, co przy całorocznej eksploatacji daje przyrost wydobycia gazu około 320 mln m³.
Inwestycje zwiększające wzrost bezpieczeństwa dostaw surowca

Do roku 2012 GK PGNiG SA planuje zwiększenie posiadanych pojemności magazynowych o 1,2 mld m³, czyli do pojemności 2,8 mld m³. Jednym z elementów realizacji tego zamierzenia jest zwiększenie pojemności jedynego w Polsce magazynu gazu, znajdującego się w kawernach solnych w Mogilnie. Po wybudowaniu dwóch kawern pojemność czynna magazynu w Mogilnie wzrośnie w przybliżeniu o 100 mln m³ (w warunkach normalnych). 

Spółka planuje budowę dwóch podziemnych magazynów gazu zaazotowanego w Daszewie oraz w Bonikowie. Dzięki temu będzie możliwa optymalizacja dostaw gazu ziemnego w podsystemie gazu zaazotowanego oraz pokrycie zwiększonego zapotrzebowania na gaz zaazotowany w tych regionach.

Podjęta w grudniu 2006 r. decyzja GK PGNiG SA o budowie terminalu importowego LNG na polskim wybrzeżu, w rejonie Świnoujścia, w zamierzeniu pozwolić ma na zwiększenie bezpieczeństwa energetycznego kraju poprzez dywersyfikację dostaw gazu ziemnego. Z przyjętych przez przedsiębiorstwo założeń wynika, że początkowa zdolność terminalu będzie wynosić 2,5 mld m³ rocznie. Terminal ma być zaprojektowany w taki sposób, że możliwie będzie rozbudowanie jego przepustowości do poziomu 5 – 7,5 mld m³ rocznie, jeżeli będzie to uzasadnione zwiększonym popytem na gaz. LNG na polskie wybrzeże będzie transportowany metanowcami o pojemności około 140 tysięcy m³.
Inwestycje planowane: gazociągi międzysystemowe (interkonektory).
OGP Gaz-System SA sporządził pierwszy plan rozwoju na lata 2006 – 2008, w oparciu o który realizuje rozbudowę i budowę sieci przesyłowej w skali całego kraju, zarówno na majątku będącym jego własnością, jak i majątku leasingowanym od PGNiG SA. W styczniu 2007 r. OSP przekazał  aktualizację projektu planu rozwoju, wydłużając jednocześnie okres planowania do 2009 r. 
W 2006 r. system przesyłowy zarządzany przez OGP Gaz-System SA posiadał siedem  połączeń międzysystemowych o jednokierunkowym przesyle, w tym jedno połączenie z zachodnim (niemieckim) operatorem. W celu integracji polskiego systemu przesyłowego gazu z systemami gazociągów europejskich przewiduje się realizację budowy interkonektorów, co umożliwi alternatywne źródło zaopatrzenia w gaz dla Polski, jak i krajów sąsiednich. Poniżej prezentowany jest wykaz połączeń będących w fazie nie zatwierdzonych projektów sporządzonych przez OSP:

· budowa interkonektora gazowniczego Polska–Niemcy (rejon Zgorzelca). Realizacja projektu pozwoliłaby na zwiększenie przepustowości systemu przesyłowego gazu pomiędzy Polską i Niemcami w rejonie Zgorzelca (w chwili obecnej w pełni wykorzystanej), a tym samym zwiększenie dostaw gazu z kierunku zachodniego (w związku z potrzebą zwiększenia przepustowości w punktach importowych) oraz rzeczywiste połączenie międzysystemowe z krajami UE,
· budowa interkonektora gazowniczego Polska–Litwa. Projekt obejmuje budowę gazociągu od systemowego węzła Rembelszczyzna (w okolicach Warszawy) poprzez Pojezierze Mazurskie, Suwalszczyznę oraz odcinek gazociągu w południowo-zachodniej części Litwy umożliwiającego spięcie systemów gazowych.
Inwestycje będące w realizacji i planowane – gazociągi polskiego systemu przesyłowego

W latach 2007-2010 OGP Gaz-System SA realizować będzie inwestycje, które zostały ujęte w projekcie „Programu Operacyjnego Infrastruktura i Środowisko – Narodowa Strategia Spójności 2007-2013”
. Budowa tych połączeń służyć będzie likwidacji ograniczeń oraz umożliwi w przyszłości rozprowadzanie gazu z projektowanego terminalu importowego LNG. Przewiduje się, że dofinansowanie tych inwestycji odbędzie się ze środków uzyskanych z Unii Europejskiej.

Mają to być następujące inwestycje sieciowe:

1) dokończenie gazociągu Włocławek-Gdynia, 

2) Magistrala Szczecin–Gdańsk (budowa magistrali północnej),

3) Gazociąg KPMG Mogilno-Odolanów,

4) Gazociąg Gostynin-Płońsk,

5) Gazociąg Piotrków Trybunalski-Tworóg,

6) Gazociąg Szczecin-Lwówek (z węzłem w Goleniowie). 

7) Gazociąg Niechorze-Płoty, 

8) Gazociąg Świnoujście-Szczecin.

Wyżej wymienione inwestycje zostały uwzględnione zarówno w projekcie planu rozwoju 2006-2008, jak i w projekcie 2007-2009.

Regulacje krajowe dotyczące tzw.„nowej infrastruktury”
Przedsiębiorstwa zajmujące się przesyłaniem, dystrybucją, czy tez magazynowaniem paliw gazowych są zobowiązane zapewnić wszystkim odbiorcom (od 1 lipca 2007 r. również odbiorcom w gospodarstwie domowym) oraz przedsiębiorstwom zajmującym się sprzedażą paliw gazowych - na zasadzie równoprawnego traktowania - świadczenie usług przesyłania, dystrybucji oraz magazynowania paliw gazowych. Jednakże przepisy ustawy dopuszczają sytuacje, w których możliwe jest zwolnienie przedsiębiorstwa energetycznego z obowiązku świadczenia tego rodzaju usług. Prezes URE, na uzasadniony wniosek zainteresowanego przedsiębiorstwa energetycznego (art. 4i ustawy PE), może zwolnić takie przedsiębiorstwo z obowiązków świadczenia usług w określonym zakresie oraz przedkładania taryf do zatwierdzenia w sytuacji, gdy świadczenie tych usług będzie się odbywać z wykorzystaniem tzw. „nowej infrastruktury”, tj. elementów systemu gazowego lub instalacji gazowych, których budowa nie została zakończona do 4 sierpnia 2003 r. lub została rozpoczęta po tym dniu. Prezes URE może udzielić zwolnienia, jeżeli spełnione są łącznie następujące warunki:

· nowa infrastruktura ma  wpływ na zwiększenie konkurencyjności w zakresie dostarczania paliw gazowych oraz bezpieczeństwa ich dostaw,

· ze względu na ryzyko związane z budową tej infrastruktury, bez zwolnienia budowa ta nie byłaby podjęta, 

· nowa infrastruktura jest/będzie własnością podmiotu niezależnego, przynajmniej pod względem formy prawnej, od operatora systemu gazowego, w którym to systemie nowa infrastruktura została/zostanie wybudowana,

· na użytkowników nowej infrastruktury są nałożone opłaty za korzystanie z tej infrastruktury,

· zwolnienie nie spowoduje pogorszenia warunków konkurencji i efektywności funkcjonowania rynku paliw gazowych lub systemu gazowego, w którym nowa infrastruktura została/zostanie wybudowana.

Prezes URE
 udziela koncesji na wykonywanie działalności gospodarczej w zakresie magazynowania paliw gazowych w instalacjach magazynowych oraz wyznacza
, na wniosek właściciela instalacji magazynowania paliw gazowych, operatorów systemów magazynowania paliw gazowych. Przedsiębiorstwo energetyczne zajmujące się magazynowaniem paliw gazowych jest obowiązane
 zapewniać odbiorcom oraz przedsiębiorstwom zajmującym się sprzedażą paliw gazowych, na zasadzie równoprawnego traktowania, świadczenie usług magazynowania paliw gazowych w instalacjach magazynowych. Jednakże przepisy ustawy (art. 4h ust. 1) przewidują sytuacje, w  których możliwe jest czasowe zwolnienie przedsiębiorstwa energetycznego zajmującego się magazynowaniem gazu ziemnego z obowiązku świadczenia takich usług lub czasowe ograniczenie tego obowiązku. Decyzję taką podejmuje Prezes URE - na uzasadniony wniosek zainteresowanego przedsiębiorstwa - po przeprowadzeniu odrębnego postępowania, o którym mowa w art. 4h ust. 2-8 ustawy. 

1 lutego 2006 r. Prezes URE wydał decyzję o udzieleniu PGNiG SA koncesji na magazynowanie paliw gazowych. Natomiast Spółka jeszcze nie wystąpiła do Prezesa URE z wnioskiem o wyznaczenie na operatora systemu magazynowania paliw gazowych.

Ocena bezpieczeństwa dostaw
Przedstawiona fotografia sytuacji w sektorze gazowym jednoznacznie dowodzi, iż dzisiejszy jej stan, z punktu widzenia bezpieczeństwa dostaw, można uznać za satysfakcjonujący. W 2006 r. łączna liczba przedsiębiorstw posiadających koncesje w sektorze gazu wyniosła 153, co świadczy o sporym potencjale rozwojowym i możliwościach postępu w procesie liberalizacji rynku gazu w Polsce. O tych ostatnich przesądza głównie zróżnicowana struktura własnościowa sektora. Co prawda, największe polskie przedsiębiorstwo gazownicze pozostaje własnością państwa i z tego powodu zbyt często wykorzystywane jest dla realizacji celów bardziej politycznych niż ekonomicznych i w interesie klientów, ale pozostaje mieć nadzieję, że zapoczątkowana przed dwoma laty prywatyzacja będzie kontynuowana i przyniesie przedsiębiorstwu nowy impuls rozwojowy.

W odniesieniu do sytuacji finansowej przedsiębiorstw sektora należy podkreślić, iż odnotowują one poprawę wyniku finansowego w porównaniu do lat poprzednich, zyskując wiarygodność i możliwości finansowania zamierzeń inwestycyjnych, zarówno modernizacyjnych, jak i rozwojowych.

W zapewnieniu bezpieczeństwa zaopatrzenia w gaz ziemny niezwykle istotną funkcję spełnia infrastruktura przesyłowa, dystrybucyjna i magazynowa. W 2006 r. sprawność systemu nie budziła zastrzeżeń. Należy mieć jednak świadomość, iż przy zwiększającym się zapotrzebowaniu na gaz, dla poprawy funkcjonowania systemu konieczne będą inwestycje dla znacznego zwiększenia zdolności przesyłowych, a także jego modernizacji, gdyż blisko połowa została wybudowana ponad 26 lat temu. Nie można w tym miejscu pominąć tak istotnego faktu, jakim są zakłócenia w dostawach przypadające na okres szczytowego zapotrzebowania na gaz, jak miało to miejsce w styczniu 2006 r. Dzięki zapewnieniu elastyczności kontraktowej oraz wykorzystaniu maksymalnej przepustowości systemu w okresie wzmożonego poboru możliwa była pełna ochrona odbiorców domowych i zapewnienie im nieprzerwanych dostawy gazu. Tym niemniej niezbędne stają się działania dla zwiększenia ilości utrzymywanych zapasów gazu ziemnego oraz rozbudowy pojemności magazynowych.

6. Zagadnienia z zakresu usług o charakterze użyteczności publicznej [Art. 3(9) dla energii elektrycznej i Art. 3(6) dla gazu] 
Usługi publiczne obejmują dobra publiczne, w odniesieniu do których niemożliwe jest wykluczenie kogokolwiek z korzystania z nich. Są to dobra, od których oczekujemy określonej jakości - niezależnie od liczby osób z nich korzystających (każdy nowy konsument nie narusza uprawnień pozostałych). 

Świadczenie usług o charakterze użyteczności publicznej –  stan prawny

Kwestie związane  z obowiązkami z tytułu świadczenia usług o charakterze publicznym i ochrony konsumentów (m.in. gwarancje bezpieczeństwa dostaw, regularności, jakości i ceny tychże dostaw, a także surowców; respektowanie zobowiązań z zakresu ochrony środowiska naturalnego oraz poprawy efektywności energetycznej przedsiębiorstw) zostały uregulowane zarówno w przepisach PE
, jak i – w sposób pomocniczy – w przepisach z zakresu ochrony konsumentów
. 
Nad prawidłowym wykonaniem i przestrzeganiem zobowiązań z tego tytułu                       czuwa minister właściwy ds. gospodarki, Prezes URE oraz w pewnym zakresie Prezes UOKiK.

Realizacja obowiązków dotyczących świadczenia usług o charakterze użyteczności publicznej – wybrane aspekty

Doskonalenie zarządzania usługami publicznymi dokonuje się poprzez zwiększanie powszechnej dostępności oraz poprawę jakości świadczonych usług. Powszechna dostępność oraz poprawa jakości jest efektem wielu działań podejmowanych przez Prezesa URE. Istotne są m.in. regulacje wymuszające transparentność działań przedsiębiorstw energetycznych oraz indywidualne interwencyjne wobec konkretnych przedsiębiorstw na skutek skarg i informacji odbiorców:

- znakowanie pierwotnych źródeł energii elektrycznej
 Wszyscy przedsiębiorcy posiadający odnawialne źródła energii (OZE) są zobligowani do uzyskania koncesji na wytwarzanie energii elektrycznej (niezależnie od wielkości mocy zainstalowanej). Wiarygodność pochodzenia energii elektrycznej z tego rodzaju źródeł jest potwierdzana przez Prezesa URE wydawanymi świadectwami pochodzenia energii elektrycznej. 

System wydawania (a następnie umarzania) świadectw pochodzenia energii elektrycznej w pełni funkcjonuje od początku 2005 r. (art. 9a i 9e PE). Jest regulacją, umożliwiającą znakowanie energii elektrycznej z OZE z podziałem na następujące technologie wytwarzania: 

z elektrowni wodnych oraz wiatrowych;

ze źródeł wytwarzających energię z biomasy oraz biogazu;

ze słonecznych ogniw fotowoltaicznych;

z pomocą wspólnego spalania paliw kopalnych i biomasy lub biogazu.

System koncesjonowania odnawialnych źródeł energii oraz świadectw pochodzenia energii elektrycznej ze źródeł odnawialnych stanowi odpowiednik „zielonych certyfikatów”.  Jednocześnie umożliwia jednoznaczną identyfikację energii elektrycznej zużywanej na potrzeby własne wytwórców i wprowadzanej do KSE. 

Świadectwa pochodzenia wydawane są przez Prezesa URE na podstawie wniosku wytwórcy (posiadacza koncesji), potwierdzonego przez operatora systemu elektroenergetycznego w zakresie wielkości produkcji za dany okres
. 

- kryteria Aneksu A dyrektyw 2003/54/WE i 2003/55/WE
Większość z kryteriów zamieszczonych w tych Aneksach została wprowadzona jako rozwiązania rangi ustawowej. Niemniej jednak szczegółowość tych kryteriów powoduje, że efektywne ich stosowanie przez przedsiębiorstwa energetyczne będzie możliwe dopiero po wprowadzeniu odpowiednich zapisów do rozporządzeń wykonawczych PE. 

W 2006 r. trwały prace legislacyjne nad odpowiednimi rozporządzeniami, których przepisy uszczegóławiałyby obowiązki przedsiębiorstw energetycznych wobec konsumentów w zakresie świadczenia usług publicznych (art. 9 PE). Prezes URE aktywnie uczestniczył w tych pracach.

- sytuacja odbiorców wrażliwych
Sprawy te nie są uregulowane w polskim prawie energetycznym,  przepisy PE nie zawierają definicji odbiorców „wrażliwych” (w tym „odbiorcy słabego ekonomicznie”). Poza ogólnymi przepisami dotyczącymi pomocy społecznej nie ma szczególnych regulacji przy pomocy mechanizmów taryfowych. Niewątpliwie jest to sprawa, która wymaga rozstrzygnięcia a  o jej zakresie pośrednio można wnioskować z ilości odłączeń odbiorców energii spowodowanych niepłaceniem rachunków. Sytuacja 2006 r. poprawiła się w stosunku do lat ubiegłych. Może to świadczyć o poprawie ściągalności należności za pobór energii od odbiorców, jest to też prawdopodobnie związane ze wzrostem dochodów ludności.
Tabela 6 a Ilość odłączeń odbiorców

	
	Energia elektryczna 
	Gaz

	Rok
	Ilość odłączeń 
	Ilość odbiorców ogółem
	%
	Ilość odłączeń
	Ilość odbiorców ogółem
	%

	2004
	236 012
	15 661 600
	1,5
	46 451
	6 337 536
	0,73

	2005
	239 289
	15 761 619
	1,5
	44 957
	6 386 160
	0,70

	2006
	190 936
	15 817 289
	1,2
	33 815
	6 396 234
	0,53


Źródło: URE 

Inicjatywy Regulatora mające na celu zapewnienie przejrzystości umów na dostawy energii, z uwzględnieniem podziału odpowiedzialności pomiędzy Rządem, Regulatorem i innymi instytucjami publicznymi
Realizacja wymagań w zakresie przejrzystości umów na dostawy energii dokonuje się na płaszczyźnie:  - stanowienia prawa przez organy uprawnione do zgłaszania inicjatywy ustawodawczej (Rząd, Parlament i Prezydent; Prezes URE uczestniczy w procesie legislacyjnym, nie ma jednak prawa decydowania o ostatecznym kształcie przepisów),

                    - stosowania prawa (w szczególności Prezes URE, Prezes UOKiK, Sąd Ochrony Konkurencji i Konsumentów).

Prawo. Treść umów na dostawy energii elektrycznej i gazu zdeterminowana jest przepisami PE oraz aktów wykonawczych ustawy, 
tj. rozporządzeń.  W 2006 r. Prezes URE,  wykorzystując swoje regulacyjne doświadczenia, podejmował pewne inicjatywy mające na celu zwiększenia przejrzystości umów w toku prac  legislacyjnych związanych z implementacją dyrektywy kogeneracyjnej
 oraz projektami rozporządzeń wykonawczych, które zakończyły się zmianą ustawy-Prawo energetyczne.

 Kolejną inicjatywą, mającą w swojej intencji znaczenie inspirujące ustawodawców, było opublikowanie  i przesłanie parlamentarzystom obszernego Stanowiska Prezesa URE dotyczącego kompleksowej nowelizacji ustawy  Prawo energetyczne
, w którym były odniesienia i do przedmiotu umów. 

Stosowanie prawa. Prawo energetyczne nie wyposażyło Prezesa URE w narzędzia kompetencyjne umożliwiające bezpośredni wpływ na treść umów na dostawy energii elektrycznej lub gazu  np. przez zatwierdzanie wzorców tych umów, czy też zobowiązanie przedsiębiorstw energetycznych do wprowadzenia odpowiednich zapisów do umów, takich które nie wynikają z przepisów ustawy lecz są tzw. dobrą praktyką. W konsekwencji zasadą jest, że przedsiębiorstwo zobowiązane jest tylko do takich zachowań, jakie wynikają z przepisów prawa. 

W jednostkowych sprawach spornych, (art. 8 ust. 1 PE), Prezes URE może kształtować umowę między przedsiębiorstwem energetycznym a konsumentem, zawsze jednak w granicach określonych we wniosku o rozstrzygnięcie sporu. Sformułowanie, w takich przypadkach, obowiązków przedsiębiorstwa energetycznego odbywa się też w ramach PE i  rozporządzeń wykonawczych. Stosowanie zaś tzw. dobrej praktyki wymagałoby niekiedy wprowadzenia do umów zmian, których zakres wykracza poza uregulowania wynikające wprost z przepisów  PE. W 2006 r. Prezes URE rozstrzygnął 88 spraw z zakresu umów na dostawy energii elektrycznej..  

Należy więc przyjąć, że kryterium przejrzystości umów, mające na celu zapewnienie konsumentom odpowiedniej wiedzy co do wysokości cen, warunków i jakości świadczenia usług lub zmian tych warunków realizowane jest przez przedsiębiorstwa energetyczne z własnej woli, lub też pośrednio przez Prezesa URE - poprzez odpowiednie ukształtowanie taryf lub warunków koncesji
. 

Ponadto w 2006 r. Prezes URE podejmował działania skierowane do ogółu konsumentów mające na celu przybliżenie zmian (w tym w zakresie umów zawieranych z dostawcami energii), jakie mają nastąpić na rynku po 1 lipca 2007 r., zamieszczając obszerne informacje na stronie internetowej Urzędu i zamieszczając odpowiednie materiały w Biuletynie URE. 

W 2006 r. opublikowano kolejną pozycję   z serii wydawniczej Prezesa URE - Biblioteka Regulatora pt. Konsument na rynku energii. Ocena europejskich regulatorów, która miała za zadanie szerokie upowszechnienie wiedzy o realizacji ochrony odbiorców, procesu zmiany sprzedawcy oraz przejrzystości cen energii, rachunków i umów, jak 
i Propozycji Najlepszych Praktyk
.  

Jednocześnie, w ramach projektu „Wdrażanie konkurencyjnego rynku energii w Polsce” podejmowane są działania mające na celu opracowanie i wdrożenie Kodeksu Postępowania Sprzedawców Energii. Kodeks ten będzie stanowił podstawę uregulowań  zawartych w koncesjach przedsiębiorstw energetycznych. Przygotowanie  Kodeksu poprzedzone zostanie opracowaniem Raportu, który obejmował będzie: metodologię oraz ocenę samo świadomości przysługujących odbiorcom praw, metodologii oraz ocenę sposobów zawierania umów w odniesieniu do ochrony i przestrzegania praw odbiorców,  ocenę wprowadzonej procedury zmiany sprzedawcy, metodologię przygotowania ujednoliconych umów, standardy ujednoliconych umów. 

Ceny energii  dla odbiorców końcowych

W 2006 roku funkcjonowały dwa sposoby stanowienia cen dla odbiorców końcowych:

 1) taryfy regulowane, zatwierdzone przez Prezesa URE dla 14 spółek dystrybucyjnych. Zatwierdzone taryfy zawierały ceny energii elektrycznej w części obrotowej oraz stawki opłat za dostawę w części dystrybucyjnej. 

2)  ceny energii elektrycznej oferowane na rynku konkurencyjnym odbiorcom uprawnionym do skorzystania z zasady TPA.  Odbiorcy korzystający z zasady TPA mieli możliwość „powrotu” do taryfy regulowanej w części zakupu energii elektrycznej (obrotu).

Po 1 lipca 2007 wszyscy odbiorcy mają prawo wyboru sprzedawcy. Dla tych odbiorców, którzy nie dokonają takiego wyboru pozostaje taryfa „sprzedawcy z urzędu”. Funkcję sprzedawcy z urzędu  do końca 2007 roku pełnić będą spółki dystrybucyjne.
Tabela 6b Regulacja cen dla odbiorców końcowych

	Wyszczególnienie
	Energia elektryczna
	Gaz

	
	Najwięksi odbiorcy (wg ilości kupowanej energii)
	Małe i średnie przedsiębiorstwa
	Bardzo małe przedsiębiorstwa oraz gospodarstwa domowe
	Elektrociepłownie i elektrownie gazowe
	Najwięksi odbiorcy
	Średni odbiorcy przemysłowi oraz dystrybutorzy
	Bardzo małe przedsiębiorstwa oraz gospodarstwa domowe

	Regulacja taryf (T/N)
	T
	T
	T
	T
	T
	T
	T

	% odbiorców taryfowych
	85
	100
	100
	100 
	100
	100
	100

	Możliwość powrotu do taryfikacji regulowanej
	T
	T
	T
	T
	T
	T
	T


Źródło: URE 

W poniższych tabelach przedstawiono poziom cen dla odbiorców w podziale na uprawnionych i nie uprawnionych  do korzystania z prawa zmiany sprzedawcy.  Ocena wartości informacyjnej danych porównywanych w latach 2005 – 2006 jest problematyczna ze względu na dużą zmienność kursu walutowego. Miarodajne jest tylko porównanie między grupami  w jednym roku.

Tabela 6c  Ceny sprzedaży energii elektrycznej w spółkach dystrybucyjnych dla odbiorców taryfowych 

	Wyszczególnienie
	

	
	2005
	2006

	
	Średnia cena sprzedaży
	W tym:
	Średnia cena sprzedaży
	W tym:

	
	
	Opłata za energię elektryczną
	Opłata przesyłowa
	
	Opłata za energię elektryczną
	Opłata przesyłowa

	
	Euro/MWh

	Ogółem odbiorcy
	67,77
	33,07
	34,69
	71,70
	34,53
	   37,17

	Z tego: odbiorcy na WN (grupy A)
	48,26
	30,05
	18,21
	51,16
	32,06
	19,09

	odbiorcy SN (grupy B)
	56,48
	31,26
	25,22
	59,49
	32,78
	26,70

	odbiorcy na nN (grupy C)
	84,03
	34,37
	49,65
	87,68
	35,20
	52,49

	odbiorcy grup G
	79,65
	35,85
	43,80
	85,62
	37,42
	48,20

	W tym: gosp. domowe i rolne
	79,65
	35,80
	43,84
	85,73
	37,48
	48,26


Ceny za rok 2005 obliczone wg średniego rocznego kursu za rok 2005 ogłoszonego przez Narodowy Bank Polski 1 euro = 4,02 zł

Ceny za 2006 obliczone wg średniego rocznego kursu za rok 2006 ogłoszonego przez Narodowy Bank Polski 1 euro = 3,8951zł 

Źródło: ARE S.A.
Tabela 6d Zakup energii elektrycznej przez odbiorców korzystających z  TPA

	Rok
	Odbiorcy charakterystyka
	Ilość energii zakupionej przez odbiorców korzystających z zasady TPA w MWh
	Średnia cena energii dla odbiorców korzystających z zasady TPA

euro/MWh
	Średnia cena energii wynikająca z taryfy

euro/MWh

	2005
	Odbiorcy na WN
	4 184 775,00
	29,61
	30,05

	2006
	Odbiorcy na WN
	2 804 637,00
	32,13
	32,06


Ceny z 2005r. obliczone wg średniego rocznego kursu za 2004r.ogłoszonego przez Narodowy Bank Polski: 1 euro = 4,02 zł

Ceny  2006r. obliczone wg średniego rocznego kursu z 2006r. ogłoszonego przez Narodowy Bank Polski: 1 euro = 3,8951 zł 

Źródło: ARE S.A. 

Działalność polegająca na wytwarzaniu paliw gazowych nie wymaga uzyskania koncesji. Od dnia wejścia w życie znowelizowanej ustawy Prawo energetyczne przedsiębiorstwa te nie mają obowiązku przedkładania Prezesowi URE taryf do zatwierdzenia, co ma bezpośredni związek z wolnorynkowym kształtowaniem cen tego surowca. W pozostałym zakresie ceny paliw gazowych podlegają regulacji i przedstawiają się następująco:

Tabela 6e Ceny dostawy m³ gazu ziemnego  [euro/m³]

	Wyszczególnienie
	2004
	2005
	2006

	Cena - dostawy ogółem
	Sieć przesyłowa *
	0,14
	0,15
	0,20

	
	Sieć dystrybucyjna**, z tego:
	0,22
	0,22
	0,29

	
	Odbiorcy o mocy do 10 m³/h
	0,24
	0,24
	0,32

	
	Odbiorcy o mocy powyżej 10 m³/h
	0,20
	0,20
	0,26

	Cena w obrocie
	Sieć przesyłowa *
	0,11
	0,12
	0,18

	
	Sieć dystrybucyjna**, z tego:
	0,13
	0,13
	0,19

	
	Odbiorcy o mocy do 10 m³/h
	0,14
	0,14
	0,21

	
	Odbiorcy o mocy powyżej 10 m³/h
	0,12
	0,12
	0,18

	Stawka przesyłowa
	Sieć przesyłowa *
	0,02
	0,02
	0,03

	
	Sieć dystrybucyjna**, z tego:
	0,09
	0,09
	0,10

	
	Odbiorcy o mocy do 10 m³/h
	0,10
	0,10
	0,12

	
	Odbiorcy o mocy powyżej 10 m³/h
	0,08
	0,08
	0,08


* O ciśnieniu powyżej 0,5 MPa - zgodnie z podziałem obowiązujących od 3 maja 2005 r.

** O ciśnieniu niewyższym niż 0,5 MPa

Ceny netto za rok 2004 według średniego ważonego kursu Euro za rok 2004, ogłaszanego przez NBP 1 euro=4,53 zł

Ceny  netto za rok 2005 według średniego ważonego kursu Euro za rok 2005, ogłaszanego przez NBP 1 euro = 4,02 zł

Ceny  netto za rok 2006 według średniego ważonego kursu Euro za rok 2006, ogłaszanego przez NBP 1 euro = 3,8951 zł

Źródło: URE 
� Ustawa z dnia 10 kwietnia 1997 r.  Prawo energetyczne (Dz. U. z 2006 r. Nr 89, poz. 625, Nr 104, poz. 708, Nr 158, poz. 1123 i Nr 170, poz. 1217 oraz z 2007. Nr 21, poz. 124, Nr 52, poz. 343 i Nr 115, poz. 790). W latach 1997-2006 była wielokrotnie nowelizowana (28). Część zmian związana była z rozwojem poszczególnych sektorów i koniecznością dostosowania kompetencji i obowiązków regulatora do ewoluującego rynku; część ze zmianami w obrębie funkcjonowania administracji. Wpływ na kształt PE miała również zmiana polityki rządu w stosunku do sektora energetycznego. Nowelizacje spowodowane były również koniecznością przeniesienia do polskiego porządku prawnego kolejnych dyrektyw odnoszących się do energetyki.


�Maksymalizacja efektów osiągnięta została poprzez zastosowaną politykę zatrudnienia – do pracy przyjmowano osoby mające potencjał do efektywnego działania, czyli odpowiednie wykształcenie, w większości przypadków minimum wyższe oraz silną motywację do działania i wewnętrzną dyscyplinę. Mniejsze znaczenie miało doświadczenie zawodowe, które ze względu na unikalną potrzebę łączenia w pracy podejścia urzędniczego ze zrozumieniem technicznych i ekonomicznych aspektów funkcjonowania energetyki oraz znajomością warsztatu regulacyjnego było w Polsce rzadkością.





� Ustawa z dnia 24 sierpnia 2006 r. o państwowym zasobie kadrowym i wysokich stanowiskach państwowych (Dz. U. 170, poz. 1217 ze zm.).


� Ustawa o zasadach pokrywania kosztów powstałych u wytwórców w związku z przedterminowym rozwiązaniem długoterminowych sprzedaży mocy i energii elektrycznej (Dz. U. z 2007, Nr 130, poz. 905)


� Instrukcja ta została zmieniona decyzją Prezesa URE z 22 grudnia 2006 r. i weszła w życie 1 stycznia 2007 r. Zmiana dotyczyła nowych zasad rozliczeń za generację wymuszoną.


� Instrukcja ta została zmieniona decyzją Prezesa URE z 20 lipca 2007 r. w części dotyczącej bilansowania systemu przesyłowego i zarządzania ograniczeniami systemowymi. Powyższa zmiana nie dotyczy zapisów samej Instrukcji Ruchu i Eksploatacji Sieci Przesyłowej w zakresie bilansowania systemu i zarządzania ograniczeniami systemowymi. W decyzji określony został nowy okres jej obowiązywania do 1 sierpnia 2008 r. 











� W skoordynowanych przetargach na moce przesyłowe w wymianie międzysystemowej obecnie bierze udział pięciu operatorów systemów przesyłowych: VE-T i E.ON (Niemcy), CEPS (Republika Czeska), SEPS (Słowacja), PSE-Operator S.A. (Polska).


� Na wykresach kolorem złotym oznaczono oferty na profilu polsko-niemieckim, kolorem czerwonym – oferty na profilu polsko-czeskim, a kolorem niebieskim – oferty na profilu polsko-słowackim.


� Ponadto zgodnie z art. 7 ustawy zmieniającej, te przedsiębiorstwa energetyczne, które uzyskały przed 3 maja 2005 r. koncesje na wykonywanie działalności gospodarczej w zakresie przesyłania lub dystrybucji energii elektrycznej albo paliw gazowych (ponieważ tylko takie koncesje były wówczas udzielone przez Prezesa URE) i wykonywały zadania operatorów systemów – odpowiednio przesyłowego lub dystrybucyjnego – stały się OSP lub OSD z mocy tej ustawy, nie dłużej jednak niż do 31 grudnia 2006 r.


� Spółka PSE − Operator SA została utworzona w ramach programu restrukturyzacji spółki PSE SA w celu przejęcia od niej działalności w zakresie związanym z pełnieniem funkcji operatora systemu przesyłowego. Powstanie PSE − Operator SA w znacznej mierze zdeterminowane było koniecznością wypełnienia wymogów określonych w Dyrektywie 2003/54/WE Parlamentu Europejskiego i Rady z 26 czerwca 2003 r. w sprawie wspólnych zasad wewnętrznego rynku energii elektrycznej, nakazującej oddzielenie działalności operatorskiej od pozostałych rodzajów działalności. PSE − Operator SA 15 kwietnia 2004 r. uzyskał koncesję na przesyłanie energii elektrycznej na obszarze Rzeczypospolitej Polskiej, a decyzją Prezesa URE z 28 lipca 2004 r. został wyznaczony operatorem systemu przesyłowego elektroenergetycznego na okres od 1 sierpnia 2004 r. do 30 czerwca 2005 r. W celu zapewnienia środków dla realizacji zadań OSP spółka została wyposażona w niezbędny ku temu majątek – środki trwałe oraz wartości niematerialne i prawne udostępnione przez PSE SA na podstawie „Umowy dzierżawy przedsiębiorstwa” obowiązującej do 31 grudnia 2007 r. Natomiast zagadnienia dotyczące m.in. zarządzania inwestycjami i planowania inwestycji zostały uregulowane w „Umowie o zarządzanie przedsięwzięciami inwestycyjnymi”. 


Po 30 czerwca 2005 r. spółka pełniła funkcję operatora systemu przesyłowego na podstawie powołanego art. 7 ustawy zmieniającej. 


30 listopada 2005 r. PSE SA oraz PSE − Operator SA wystąpiły do Prezesa URE z kolejnym wnioskiem o wyznaczenie PSE − Operator SA na operatora systemu przesyłowego elektroenergetycznego. Decyzją z 26 stycznia 2006 r. Prezes URE zdecydował, mając na uwadze trwający proces przekształceń własnościowych zmierzający do zapewnienia OSP statusu prawnego zgodnego z wymogami ustawy, bezpieczeństwo pracy Krajowego Systemu Przesyłowego oraz okres obowiązywania umowy dzierżawy majątku przesyłowego, o wyznaczeniu PSE − Operator SA operatorem systemu przesyłowego elektroenergetycznego na obszarze Rzeczypospolitej Polskiej na okres od 1 lutego 2006 r. do 31 grudnia 2007 r. 


W momencie rozpatrywania wniosku PSE − Operator SA była spółką funkcjonującą w strukturach PSE SA, tzn. działała w ramach przedsiębiorstwa pionowo zintegrowanego. Natomiast zgodnie z art. 9k ustawy – Prawo energetyczne operator systemu przesyłowego powinien działać w formie spółki akcyjnej, której jedynym akcjonariuszem jest Skarb Państwa. W związku z powyższym, w celu zapewnienia PSE − Operator SA statusu prawnego zgodnego z wymogami ustawy, PSE SA poinformowały Prezesa URE o podjętych działaniach dostosowawczych. W ramach tych działań opracowana została „Koncepcja konsolidacji BOT GiE SA i PSE SA z udziałem wybranych podmiotów z sektora elektroenergetycznego”, która określa m.in. sposób przekazania PSE − Operator SA na rzecz Skarbu Państwa. Należało zatem uznać, że podjęto odpowiednie działania zmierzające do spełnienia wymogu określonego w art. 9k ustawy – Prawo energetyczne. 


� Przygotowano i złożono w Ministerstwie Skarbu Państwa oraz Ministerstwie Gospodarki 15 grudnia 2005 r. „Koncepcję konsolidacji BOT GiE SA i PSE SA z udziałem wybranych podmiotów z sektora elektroenergetycznego”, która określała m.in. sposób przekazania  OSP Skarbowi Państwa. I tak            29 grudnia 2006 r. doszło do przekazania odcinków zbiorowych akcji PSE – Operator S.A. oraz przeniesienia własności na rzecz Skarbu Państwa. Zgodnie z podpisanym Protokołem Przekazania Posiadania Akcji, przeniesienie prawa własności akcji PSE-Operator S.A. stało się skuteczne od             31 grudnia 2006. 


� Stosownie do art. 7 ust. z dnia 4 marca 2005 r. o zmianie ustawy – Prawo energetyczne oraz ustawy – Prawo ochrony środowiska (zwaną dalej: ustawą zmieniającą), do czasu wyznaczenia przez Prezesa URE OSD, nie dłużej jednak niż do dnia 31 grudnia 2006 r. przedsiębiorstwa energetyczne wykonujące przed dniem wejścia w życie tej ustawy zadania operatorów systemów stały się operatorami systemów w takim zakresie, w jakim pełniły funkcje tych operatorów. Zgodnie, więc z ustawą zmieniającą od dnia 3 maja 2005 r. do 31 grudnia 2006 r. OSD były te przedsiębiorstwa, które przed dniem nowelizacji pełniły te funkcje. Zasadniczo były to przedsiębiorstwa zintegrowane pionowo (spółki dystrybucyjne). Zgodnie z art. 9d ust. 1 ustawy – Prawo energetyczne od dnia 3 maja 2005 r. SD miały być rozdzielone pod względem organizacyjnym, tzn. działalność operatorska musiała zostać rozdzielona od innych rodzajów działalności. Natomiast do 1 lipca 2007 r. (art. 22 pkt 2 ustawy nowelizującej) OSD mają być wydzieleni pod względem prawnym. 


� Sprawdzono dyspozycję art. 9d ust. 1 PE, tj. obowiązek zapewnienia OSD niezależności pod względem formy organizacyjnej oraz podejmowania decyzji:  w spółkach zostały wyodrębnione komórki organizacyjne – w formie oddziałów, departamentów, pionów przedsiębiorstwa – które realizują zadania operatora systemu dystrybucyjnego elektroenergetycznego. Jednocześnie osoby kierujące OSD nie uczestniczą w strukturach zarządzania spółek lub innych przedsiębiorstw energetycznych(zajmujących się także działalnością gospodarczą niezwiązaną z energią elektryczną), mają zapewnioną możliwość niezależnego działania,  w tym podejmowania decyzji w zakresie zarządzania majątkiem (eksploatacja, konserwacja, remonty lub rozbudowa sieci).


� W chwili rozpatrywania wniosków wszystkie spółki były w trakcie procesu przygotowawczego do wydzielenia  prawnego operatora systemu dystrybucyjnego (w przypadku spółek dystrybucyjnych będących jednoosobowymi spółkami Skarbu Państwa – zgodnie z postanowieniami „Programu dla elektroenergetyki” z 27 marca 2006 r.)


� Realizacja postanowień tego artykułu wymagała, bowiem zastosowania dodatkowych rozwiązań formalno-prawnych polegających na dokonaniu zmian w statutach spółek oraz przekazaniu innym osobom (prawnym lub fizycznym), odrębnym od OSD, wykonywania praw i obowiązków wynikających z akcji/ udziałów posiadanych przez OSD w innych podmiotach (na czas wykonywania funkcji OSD lub do czasu zakończenia procesu przekształceń). 


� Ponadto, koncesje na przesyłanie i dystrybucję energii elektrycznej posiadają 182 przedsiębiorstwa.


�Rozporządzenie Ministra Gospodarki i Pracy z 20 grudnia 2004 r. w sprawie szczegółowych warunków przyłączenia podmiotów do sieci elektroenergetycznych, ruchu i eksploatacji tych sieci (Dz. U. z 2005 r. Nr 2, poz. 6).


� Rozporządzenie Ministra Gospodarki, Pracy i Polityki Społecznej z 23 kwietnia 2004 r. w sprawie szczegółowych zasad kształtowania i kalkulacji taryf oraz rozliczeń w obrocie energią elektryczną  (Dz. U. z 2004 r. Nr 105, poz. 1114).


� Nowelizacja PE, która weszła w życie w dniu 3 maja 2005 r. nałożyła na Prezesa URE obowiązek zatwierdzania instrukcji ruchu i eksploatacji sieci przesyłowych i dystrybucyjnych w zakresie bilansowania systemu i zarządzania ograniczeniami. Była wynikiem przeniesienia do przepisów krajowych Dyrektywy 2003/54/WE Zgodnie z przepisami ustawy operator systemu elektroenergetycznego przesyłowego został zobligowany do opracowania wydzielonej części instrukcji i jej przedstawienia Prezesowi URE do zatwierdzenia w okresie nie dłuższym niż 6 miesięcy od wejścia w życie znowelizowanej ustawy. W zakresie zasad bilansowania systemu dystrybucyjnego operatorzy tych systemów zostali zobligowani do opracowania zasad bilansowania i ich przedstawienia Prezesowi URE do zatwierdzenia w okresie 60 dni od zatwierdzenia zasad bilansowania systemu przesyłowego. Ponadto zasady bilansowania systemu dystrybucyjnego powinny uwzględniać zasady opracowane przez operatora systemu przesyłowego, zatwierdzone przez Prezesa URE.


Szczegółowe warunki funkcjonowania systemu elektroenergetycznego, w tym dotyczące zasad bilansowania i zarządzania ograniczeniami systemowymi powinny zostać opisane w rozporządzeniu wykonawczym do ustawy.


� Do 2005 r. obowiązujące zasady i mechanizmy bilansowania były wprowadzane przez OSP autonomicznie – w trybie uchwały zarządu, po przeprowadzeniu konsultacji z uczestnikami rynku.


� Ten stan rzeczy przyczynił się w dużej mierze do niewłaściwej wyceny energii na rynku i konsekwentnego zaniżania jej ceny w latach 2002–2005. W efekcie projekcje ceny energii na rynku konkurencyjnym, przyjmowane w założeniach do taryf spółek dystrybucyjnych, z jednej strony wielokrotnie krytykowane jako nie odzwierciedlające kosztów jej produkcji, w rzeczywistości okazywały się i tak wyższe niż faktyczne wykonanie dla kolejnych okresów taryfowania.


� Do dnia 31 maja 2006 r. do rozliczeń za niezbilansowanie stosowana była również cena CRO w przypadku,  gdy odchylenie uczestnika rynku od zgłoszonej umowy sprzedaży energii w danej godzinie mieściło się w tzw. strefie nieczułości 1%.


� Opis tej operacji został przedstawiony w części 3.1.3. Regulacja zadań przedsiębiorstw przesyłowych i dystrybucyjnych.


� Prezes URE podjął już próbę uregulowania tej kwestii i wystąpił do Ministra Finansów z prośbą o skorzystanie z uprawnień (por. z art. 83 ust. 2 pkt 6 ustawy z dnia 29 września 1994 r. o rachunkowości (Dz. U. z 2002 r. Nr 76, poz. 694 z późn. zm.) w zakresie ustalenia zakładowych planów kont dla przedsiębiorstw energetycznych w rozumieniu PE. Problem ten nie zyskał jednak zrozumienia w Ministerstwie Finansów. 


� Dane na temat zatrudnienia pochodzą ze sprawozdania PSE-Operator SA F-01/I-01 za IV kwartał 2006 r.


�Dane na temat zatrudnienia (dystrybucja i obrót) pochodzą ze sprawozdania zbiorczego Spółek Dystrybucyjnych G-10.5 – Raport parametryczny – 2006 r.


� Udział Skarbu Państwa w sektorze wytwarzania energii elektrycznej wynosi ok. 75%, zaś w sektorze dystrybucji energii ok. 85%, co powoduje, że Minister Skarbu Państwa sprawuje nadzór właścicielski nad większością przedsiębiorstw energetycznych, będących spółkami prawa handlowego.


� Na podstawie przyjętego w styczniu 2003 r. Programu realizacji polityki właścicielskiej Ministra Skarbu Państwa w odniesieniu do sektora elektroenergetycznego oraz na podstawie przyjętego w czerwcu 2005 r. programu stanowiącego Aktualizację Programu realizacji polityki właścicielskiej Ministra Skarbu Państwa w odniesieniu do sektora elektroenergetycznego. Obecnie obowiązuje „Program dla elektroenergetyki”, przyjęty przez Radę Ministrów 28 marca 2006 r.


� Grupa składająca się z dwóch spółek dystrybucyjnych: Łódzkiego Zakładu Energetycznego SA oraz Zakładu Energetycznego Łódź-Teren SA.


� Grupa składająca się z 5 spółek dystrybucyjnych: Zakładu Energetycznego Białystok SA., Zakładu Energetycznego Warszawa - Teren SA, Zakładów Energetycznych Okręgu Radomsko-Kieleckiego SA, Lubelskich Zakładów Energetycznych SA, Zamojskiej Korporacji Energetycznej SA.


� Krótki opis możliwych scenariuszy kształtowania się zapotrzebowania na moc w zależności od przewidywanego poziomu wzrostu gospodarczego jest przedstawiony w rozdziale 5.1. niniejszego raportu.


� Współczynnik Hirschfelda Hirschmanna określany jest jako suma kwadratów udziałów procentowych.�w rynku: HHI > 5 000 − koncentracja bardzo wysoka, HHI od 1 800 do 5 000 − koncentracja wysoka, HHI od 750 do 1 800 – koncentracja średnia (wg „Raportu z postępów w tworzeniu wewnętrznego rynku energii elektrycznej i gazu”, Bruksela 2005).


� Obserwowany w 2005 r. spadek udziału segmentu sprzedaży w KDT wynikał z dokonanej przez BOT Elektrownia Bełchatów SA cesji na BOT Górnictwo i Energetyka SA kontraktu długoterminowego. W 2006 r. kontrakt ten wygasł, a energia sprzedawana poprzednio w ramach kontraktu długoterminowego jest sprzedawana przedsiębiorstwom obrotu. 


� Ustawa o zasadach pokrywania kosztów powstałych u wytwórców w związku z przedterminowym rozwiązaniem umów długoterminowych sprzedaży mocy i energii elektrycznej, która ostatecznie rozwiąże problem kontraktów długoterminowych, znajduje się w ostatniej fazie procesu legislacyjnego.


� Z danych zebranych przez Regulatora od poszczególnych spółek wynika, że w 2006 r. szacunkowa wartość różnicy wynikającej ze stosowania odmiennych warunków sprzedaży lub usług dystrybucji od określonych w taryfie wyniosła   15,4 mln zł.





� Stosowne procedury w tym zakresie określa ustawa z dnia 29 stycznia 2004 r. – Prawo zamówień publicznych (Dz. U. z 2004 r. Nr 19, poz. 177, z późn. zm.).


�Uwzględniając zaawansowany proces wdrażania mechanizmów rynku konkurencyjnego w sektorze elektroenergetycznym oraz po dokonaniu wszechstronnej analizy rynku energii elektrycznej 1 lipca 2001 r. wytwórcy energii elektrycznej zostali zwolnieni przez Prezesa URE z obowiązku przedkładania taryf do zatwierdzenia.


� Prezes URE do 31 marca każdego roku ogłasza, w Biuletynie URE oraz na stronie internetowej, średnią cenę sprzedaży energii elektrycznej na rynku konkurencyjnym w poprzednim roku kalendarzowym.


� Uwzględniając zaawansowany proces wdrażania mechanizmów rynku konkurencyjnego w sektorze elektroenergetycznym oraz po dokonaniu wszechstronnej analizy rynku energii elektrycznej z 1 lipca 2001 r.,  wytwórcy energii elektrycznej zostali zwolnieni przez Prezesa URE z obowiązku przedkładania taryf do zatwierdzenia. 


� Prezes URE do 31 marca każdego roku ogłasza w Biuletynie URE i na swojej stronie internetowej średnią cenę sprzedaży energii elektrycznej na rynku konkurencyjnym w poprzednim roku kalendarzowym.


�  Od 30 czerwca 2000 roku.


� Od 21 grudnia 2005 r.


� Od 7 września 2006 r.


� dla energii elektrycznej wytworzonej w jednostce kogeneracji opalanej paliwami gazowymi lub o łącznej zainstalowanej mocy poniżej 1 MW – „rejestr żółty”, dla energii elektrycznej wytworzonej w jednostce kogeneracji innej niż wyżej wymieniona – „rejestr czerwony”.





� Problem ten był pomijany: spółki nie zamieszczały ani standardowych wniosków o zmianę sprzedawcy czy umów o świadczenie usług dystrybucji, ani numerów telefonów i nazwisk osób, u których odbiorcy mogliby uzyskać potrzebną im w tym zakresie informację. Zgodnie z informacjami przekazanymi przez spółki dystrybucyjne, zmiana sprzedawcy, licząc od daty złożenia formalnego wniosku przez odbiorcę do daty faktycznej zmiany sprzedawcy, w 2006 r. powinna trwać od jednego do trzech miesięcy. Większość spółek zastrzegła jednak, że faktyczna długość procesu zależała od okresu wypowiedzenia poprzedniej umowy oraz dostosowania układu pomiarowo-rozliczeniowego. Brakowało też jednolitych, powszechnie stosowanych zasad dotyczących udostępniania przez spółki dystrybucyjne danych pomiarowych sprzedawcom. Zazwyczaj warunki te były uzgadniane każdorazowo dla poszczególnych przypadków i określane w umowach o świadczenie usług dystrybucji. Sprawa ta została uregulowana w zatwierdzonych przez Prezes URE Instrukcjach Ruchu i Eksploatacji Sieci Dystrybucyjnych.


� Ta część Raportu powstała w oparciu o informacje uzyskane w piśmie Prezesa Urzędu Ochrony Konkurencji i Konsumentów z 21 czerwca 2007 r.


� Ustawa o ochronie konkurencji i konsumentów z dnia 15 grudnia 2000 r. (Dz. U. z 2005 r. Nr 244, poz. 2080 ze zm.)


� Pierwsza sprawa: nadużywanie pozycji dominującej polegało na uzależnieniu zawarcia umowy od spełnienia przez drugą stronę innego świadczenia nie mającego rzeczowego ani zwyczajowego związku z przedmiotem umowy. Przedsiębiorstwo energetyczne uzależniło wznowienie dostarczania energii elektrycznej do odbiorców od zapłaty przez nich opłat z tytułu nielegalnego poboru energii.


Druga sprawa: stwierdzono nadużycie pozycji dominującej na lokalnym rynku dystrybucji poprzez narzucanie przez przedsiębiorstwo energetyczne odbiorcom energii w wydawanych przez to przedsiębiorstwo zaleceniach modernizacyjnych obowiązku zlecania wykonania prac na instalacji elektrycznej odbiorcy wykonawcom wpisanym na listę wykonawców prowadzoną przez to przedsiębiorstwo. 


Trzecia sprawa: stwierdzono nadużycie przez przedsiębiorstwo energetyczne pozycji dominującej na lokalnym rynku obrotu energią elektryczną poprzez narzucanie spółdzielni mieszkaniowej w projekcie umowy o świadczenie usługi oświetlenia terenu urządzeniami oświetleniowymi, stanowiącymi własność tego przedsiębiorstwa, uciążliwych warunków umowy. Przedsiębiorstwo energetyczne bezpodstawnie przerzuciło na spółdzielnię, a co za tym idzie - na jej członków, obowiązek ponoszenia kosztów modernizacji, usuwania awarii i wymiany zdewastowanych urządzeń oświetleniowych. 


� Postępowanie to dotyczyło nadużywania pozycji dominującej na krajowym rynku nabywania usług w zakresie remontów i modernizacji sieci elektroenergetycznych od przedsiębiorców posiadających uprawnienia do wykonywania tych prac poprzez narzucanie w wymaganiach oferowanych w przetargach uciążliwych i przynoszących nieuzasadnione korzyści, dodatkowych warunków w postaci obciążania kosztów pośrednich wykonawcy.


� Polegająca na przejęciu przez Polskie Sieci Elektroenergetyczne SA kontroli nad: BOT Górnictwo i Energetyka SA, Zespołem Elektrowni Dolna Odra SA, Zakładem Energetycznym Białystok SA,  Zakładem Energetycznym Łódź-Teren SA, Zakładem Energetycznym Warszawa-Teren SA, Zamojską Korporacją Energetyczną SA, Rzeszowskim Zakładem Energetycznym SA, Lubelskimi Zakładami Energetycznymi SA, Łódzkim Zakładem Energetycznym SA, Zakładami Energetycznymi Okręgu Radomsko-Kieleckiego SA.


� Pierwsza sprawa dotyczyła praktyki ograniczającej konkurencję polegającej na nadużywaniu pozycji dominującej na lokalnym rynku kabli elektrycznych, przez narzucanie rażąco niskich cen. W trakcie postępowania wyjaśniającego powzięto wiadomość, że wnioskodawca znajduje się w stanie upadłości. Syndyk masy upadłości odmówił wstąpienia w prawa wnioskodawcy. W drugim przypadku doszło do przedawnienia jednego z zarzutów, materiał dowodowy nie potwierdził drugiego zarzutu. Postanowienie o odmowie wszczęcia postępowania zostało wydane z powodu braków formalnych. W trzecim przypadku uznano, że zwrot części kosztów rozbudowy stacji wnioskodawcy nie przynosi nieuzasadnionych korzyści dostawcy.


� Od 1 lipca 2000 r. kiedy uprawnienia do korzystania z usług przesyłowych przysługiwały podmiotom zużywającym nie mniej niż 25 mln m³ gazu rocznie, tylko Mazowiecka Spółka Gazownictwa Sp. z o.o. wystąpiła o udostępnienie sieci przesyłowej i uzyskała zgodę na jej wykonywanie. 


� W 2006 r. na obszarze północno-zachodniej Polski wydano 977 odmowy przyłączenia do sieci, natomiast liczba odmów w północno-wschodniej i południowo-wschodniej części kraju wynosiła odpowiednio 14 i 33.





� Porozumienia operatorskie regulują m.in. kwestie związane z warunkami technicznymi dotyczącymi stacji granicznych, na których odbywa się pomiar ilości i jakości gazu, sposoby i procedury dotyczące wymiany informacji pomiędzy operatorami oraz zasady postępowania w sytuacjach awaryjnych.


� Zgodnie z art. 47 ustawy - Prawo energetyczne.


� Bez amortyzacji.


� Na mocy postanowień § 31 ust. 2 rozporządzenia Ministra Gospodarki z dnia 15 grudnia 2004 r. w sprawie zasad kształtowania i kalkulacji taryf oraz zasad rozliczeń w obrocie paliwami gazowymi (Dz. U. Nr 277, poz. 2750) zwane „rozporządzeniem taryfowym”.


� W obowiązującym rozporządzeniu taryfowym nie ma zobowiązania do ustalenia w taryfie zatwierdzanej przez Prezesa URE stawek za nawonienie, ale zważywszy na fakt, iż dotychczasowe stawki dystrybucyjne zawierały koszty nawaniania gazu oraz brak możliwości wyboru konkurencyjnych ofert w tym zakresie przez spółki dystrybucyjne – stawki te znalazły się w zatwierdzonej taryfie OGP Gaz–System SA.


� Bez amortyzacji.


� Zadecydował o tym przede wszystkim brak zawartych umów na magazynowanie pomiędzy PGNiG SA a odbiorcami. Z kolei niedostateczna pojemność magazynów sprawia, iż będą one wykorzystywane wyłącznie na potrzeby odbiorców, którym PGNiG SA jednocześnie będzie sprzedawać gaz.


� Dodatkowo należy zauważyć, że bonifikaty z tytułu niedotrzymania standardów zostały uregulowane w aktach wykonawczych do ustawy – Prawo energetyczne.


� Instrukcja ta weszła w życie 1 sierpnia 2006 r. następnie została zmieniona decyzją Prezesa URE z 20 lipca 2007 r. w części dotyczącej bilansowania systemu przesyłowego i zarządzania ograniczeniami systemowymi. Powyższa zmiana nie dotyczy zapisów samej Instrukcji Ruchu i Eksploatacji Sieci Przesyłowej w zakresie bilansowania systemu i zarządzania ograniczeniami systemowymi. W decyzji tej określony został nowy okres jej obowiązywania do 1 sierpnia 2008 r. 





� Wyłączenie działalności handlowej ze spółek dystrybucyjnych należących do Grupy Kapitałowej PGNiG SA, odbędzie się poprzez przejęcie działalności w tym zakresie przez PGNiG SA, a tym samym wszystkie spółki będą prowadziły wyłącznie działalność operatorską. 


� Na podstawie „Porozumienia pomiędzy RSA Gazprom, PGNiG SA, Gas Trading SA i EuRoPol GAZ SA o zasadach dysponowania zdolnościami przesyłowymi systemu gazociągów tranzytowych przechodzących przez terytorium  Rzeczpospolitej Polskiej”. 


� W taryfach zatwierdzanych przez Prezesa URE ustalane są jedynie ceny paliw gazowych, które dostarczane są odbiorcom za pomocą sieci przesyłowej lub dystrybucyjnej. Natomiast te z nich, które sprzedawane są bezpośrednio ze źródeł bądź dostarczane są za pomocą gazociągu bezpośredniego ustalane są w drodze umowy stron. Wynika to z postanowień ustawy  Prawo energetyczne.





�) Do października 1996 r. PGNiG S.A działało jako przedsiębiorstwo państwowe, a następnie w formie jednoosobowej spółki akcyjnej Skarbu Państwa. W strukturze Spółki były zakłady gazownicze (wchodzące w skład sześciu okręgowych zakładów gazownictwa z siedzibami w: Gdańsku, Poznaniu, Tarnowie, Warszawie, Wrocławiu i Zabrzu), poszukiwań, wydobycia oraz serwisowe. W 2000 r. powstało sześć, bezpośrednio podporządkowanych Oddziałowi Głównemu w Warszawie, regionalnych oddziałów przesyłu (ROP) obsługujących sieci wysokiego ciśnienia. Likwidacji uległy okręgi gazownicze. W 2003 r. powstało sześć spółek gazownictwa wydzielonych z PGNiG SA (100% udział), które działają w sferze dystrybucji oraz detalicznego obrotu gazem ziemnym na obszarze całego terytorium Polski. 


�) Żadne przedsiębiorstwo, poza PGNiG SA, nie dysponuje instalacjami do składowania paliw gazowych.


�) Dostarcza gaz ziemny do prawie 12 tys. odbiorców przy wolumenie sprzedaży gazu do odbiorców końcowych – 72,4 mln m3.


�) Zostało ono utworzone w 1999 r. przez EWE Polska Sp. z o.o. oraz Związek Międzygminny Odra Warta. W 2006 r. przedsiębiorstwo zaopatrywało w gaz 30 gmin w regionie (6 167 odbiorców), kupując surowiec od PGNiG SA oraz swojej niemieckiej spółki macierzystej EWE AG. W 2006 r. sprzedaż gazu do odbiorców końcowych wyniosła 41,7 mln m3 gazu.


�) W 2006 r. firma zakupywała paliwo gazowe do PGNiG SA a następnie rozprowadzała własną siecią�o długości ok. 191 km do 370 odbiorców instytucjonalnych i 1 400 indywidualnych. W 2006 r. sprzedaż gazu sieciowego wyniosła 15,6 mln m3, natomiast gazu w formie LNG – 11,1 mln m3 (w tym import z Norwegii 57,6 tys. m3).


�) Przedsiębiorstwo zaopatruje w paliwo gazowe mieszkańców Kamienia Pomorskiego oraz Międzyzdrojów (2 453 odbiorców). W 2006 r. sprzedaż gazu własną siecią dystrybucyjną o długości 89 km wyniosła 8,2 mln m3. 


� „Polityka energetyczna Polski do 2025” - dokument przyjęty przez Radę Ministrów 4 stycznia 2005 r. 


�  Zgodnie z art. 23 ust. 2 pkt  20f ustawy − Prawo energetyczne.


� W zakresie proporcji zapotrzebowania na moce w szczycie zimowym a dostępną w tym okresie mocą dyspozycyjną należy stwierdzić, że polski system elektroenergetyczny ciągle dysponuje ok. 10 % nadwyżką mocy. Warto jednak podkreślić, że w ostatnich latach nadwyżka ta uległa zmniejszeniu. 





�  Dokument przyjęty przez Rada Ministrów Rada Ministrów przyjęła 29 listopada 2006 roku projekt Programu Operacyjnego Infrastruktura i Środowisko na lata 2007-2013, który - zgodnie z projektem Narodowych Strategicznych Ram Odniesienia na lata 2007-2013 (NSRO) - stanowi jeden z programów operacyjnych będących podstawowym narzędziem do osiągnięcia założonych w NSRO celów przy wykorzystaniu środków Funduszu Spójności i Europejskiego Funduszu Rozwoju Regionalnego.


� zgodnie z art. 32 ust.1 pkt. 2 ustawy – Prawo energetyczne.


� zgodnie z art. 9h ustawy – Prawo energetyczne.


� zgodnie z art. 4c ustawy – Prawo energetyczne.





� Wdrożenie do polskiego systemu prawnego wymagań w tym zakresie (również kryteriów Aneksu A dyrektyw 2003/54/WE i 2003/55/WE)  nastąpiło w 2005 r. Ustawa z dnia 4 marca 2005 r. o zmianie ustawy - Prawo energetyczne oraz ustawy – Prawo ochrony środowiska (Dz. U. z 2006 r. Nr 62, poz. 552). W Raporcie Krajowym Prezesa URE z 2005 r. zostały to szczegółowo przedstawione. Raport został opublikowany w Stan konkurencji na rynku energii elektrycznej i rynku gazu: raporty porównawcze komisji europejskiej, Prezes Urzędu Regulacji Energetyki – Biblioteka Regulatora, Warszawa, styczeń 2006.





� Ustawa z dnia 15 grudnia 2000 r. o ochronie konkurencji i konsumentów (Dz. U. z 2003 r. Nr 86, poz. 804 z późn. zm.) – ustawa antymonopolowa. Postanowienia ustawy o ochronie konkurencji i konsumentów, z uwagi na swój ogólnych charakter, a tym samym z uwagi na klasyfikację w systemie aktów prawnych jako lex generalis, znajdują zastosowanie tylko w takim zakresie, w jakim ochrona odbiorcy w konkretnej sytuacji faktycznej nie może być wyczerpująco realizowana w drodze zastosowania sektorowych regulacji szczególnych, tj. przepisów wielokrotnie już powoływanej ustawy Prawo energetyczne oraz przepisów do niej wykonawczych – przykładowo sytuacja taka występuje, zgodnie z obecną linią orzeczniczą Sądu Najwyższego, m.in. w przypadku stosowania przez przedsiębiorstwa energetyczne niedozwolonych warunków umownych w kontraktach już zawartych (praktyki monopolistyczne), którym przeciwdziała w drodze swych władczych rozstrzygnięć Prezes Urzędu Ochrony Konkurencji i Konsumentów.


� Dla potrzeb wydawania świadectw pochodzenia, dane odnoszą się do ilości energii elektrycznej objętej świadectwem pochodzenia i dotyczą ilości energii mierzonej na zaciskach generatora (ogniwa fotowoltaicznego, ogniwa paliwowego) lub wyznaczanej według specjalnego algorytmu (procedura rozliczeń) w przypadku energii elektrycznej pochodzącej ze wspólnego spalania paliw kopalnych z biomasą lub biogazem. 





�  Ustawa-Prawo energetyczne (Dz. U. z 2006 r., Nr 89, poz. 625, Nr 104, poz. 708, Nr 158, poz. 1123 i Nr 170, poz. 1217 oraz z 2007 r. Nr 21, poz. 124); Dyrektywy 2004/8/WE Parlamentu Europejskiego i Rady z dnia 11 lutego 2004 r.  w sprawie wspierania kogeneracji w oparciu o zapotrzebowanie na ciepło używane na rynku wewnętrznym energii oraz zmieniającej dyrektywę 92/42/EWG (Dz. Urz. EU L 52 z 21.02.04). 


� Zmiana z 24 stycznia 2007 r. (Dz. U. Nr 21, poz. 124).


� Dr Leszek Juchniewicz, „Prawo energetyczne – ocena i propozycje zmian”, 31 lipca 2006 r., www.ure.gov.pl.


� Np. zapis o konieczności wcześniejszej informacji o zmianie cen przez przedsiębiorstwa energetyczne, których taryfy podlegają zatwierdzeniu przez Prezesa URE, zamieszczany jest w taryfach tych przedsiębiorstw.


� Publikacja zawiera tłumaczenia na język polski raportów przygotowanych dla Grupy Roboczej ds. Odbiorców Detalicznych ERGEG  wraz z szerokim wprowadzeniem od wydawcy.
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