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ENERGY DEMAND CONTROLLING USING ELECTRIC
TARIFFS

Summary

Demand Side Management (DSM) let keep the competitiveness of the national economy'and the
energy price on the acceptable level. Energy tariffs (price products) are ones of the most efﬁglent and
economic tools of DSM. The paper describes how the tariff structure affects energy/electric power
demand, and presents the price elasticity mechanism. Different kinds of tariffs and their ability. to
control the demand side were also described. Chosen results of foreign research on the energy price
elasticity and results of the own research of the author in this area were compared.
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W referacie przedstawiono probe obiektywnej analizy zaréwno wad, jak i zalet skorzystania z zasady
TPA. Obicktem analizy byt jeden ze szpitali klinicznych, odbiorca nalezacy do grupy taryfowej B23.
W referacie omowiono, w sposob mozliwie szczegdtowy, aspekty, ktore powinny wplywaé na decy-
zj¢ odbiorcy o skorzystaniu z zasady TPA, w tym m.in: przeanalizowanie historycznych danych
pomiarowych, przygotowanie mozliwic dokladnych modeli prognostycznych, kalkulacje kosztow
niezbilansowania, wyznaczenie oszczgdnosci z tytutu tanszego zakupu energii elektrycznej od nowe-
go dostawcy oraz oszacowanie kosztéw zwiazanych z dostosowaniem swych ukladéw pomiarowych
do uczestnictwa w rynku. Powyzsze pozwolito na ocene oplacalno$ci zmiany dostawcy w $wietle aktu-
alnie obowiazujacych zasad oraz w przypadku wystapienia proponowanych, prawdopodobnych zmian
funkcjonowania rynku energii.

1. Wstep

Obecnie obowiazujace prawodawstwo stwarza mozliwosci skorzystania z tzw. zasady dostgpu
stron trzecich (TPA). Coraz czgdciej w prasie branzowej pojawiaja si¢ artykuly, ktorych tresé skupia
si¢ prawie wylacznie na pozytywnych aspektach ptynacych ze zmiany dostawcy. Niniejszy referat
stanowi probg obiektywnej analizy zaréwno wad, jak i zalet skorzystania z zasady TPA. Obicktem
analizy zostat jeden ze szpitali klinicznych - odbiorca taryfowy grupy taryfowej B23.

Zmiana dostawcy energii przez potencjalnego odbiorce powinna byé poprzedzona analiza opta-
calnosci, obejmujaca:
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— przeanalizowanie historycznych danych pomiarowych o mozliwie duzej rozdzielczosci (mi-
nimum godzinowej) z minimum rocznego okresu (w okresach krétszych trudno uchwycié jest
$eZonowosc),

— przygotowanie mozliwie dokladnych modeli prognostycznych i przeprowadzenie symulacji
odchylen warto$ci prognozowanych od rzeczywistych za wybrany (historyczny) okres,

— na bazie powstatych odchylen przekalkulowanie kosztow niezbilansowania,

— wyznaczenie oszcz¢dnosci wynikajacych z zakupu energii od nowego dostawcy,

— oszacowanie kosztow zwigzanych z dostosowaniem uktadéw pomiarowych do wymogdéw uczest-
nictwa w Rynku Bilansujacym {(RB).

Niniejszy referat bedzie w swej tresci nawiagzywat do ram okreslonych powyzej, ukazujac w spo-
s6b mozliwie szczegdlowy kazde z ww. zagadnien, a wszelkie obliczenia dokonywane podczas
rozwazan zostaty przeprowadzone na bazie danych rzeczywistych.

2. Analiza danych pomiarowych

Zbadanie charakteru danych pomiarowych pozwolilo na identyfikacje zjawisk zwigzanych
z zapotrzebowaniem odbiorcy, a takze dalo podstawy do wyznaczenia przestanek prognostycznych.
Do analizy przyjeto rzeczywiste dane pomiarowe zapotrzebowania dobowego szpitala w rozdziel-
czosci 15-minutowej dla okresu od stycznia 2002 r. do grudnia 2004 r. Analiza danych w tej roz-
dzielczosci wptywa na zmniejszenie bledéw obarczajacych prognozy, a tym samym przyczynia si¢
do zmniejszenia kosztéw bilansowania.

Tabela 1. Statystyki opisowe danych pomiarowych 15-minutowych
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Uzyskane wyniki analizy wskazujg na charakterystyczne cechy analizowanych danych pomia-
rowych:

- Srednia arytmetyczna, moda i mediana odzwierciedlaja pewien trend wzrostu zapotrzebowania
na energie w latach 2003 i 2004, odpowiednio 0 22% 1 11%;

- Duze wartoéci odchylenia standardowego wzgledem $rednicj, siggajace 20%, moga negatywnie
wplywac na proces dopasowania modeli prognostycznych;

- Duze wartosci wariancji w miesiacach letnich negatywnie wptywaja na stacjonarnos¢ danych.
Zaburzenia te uwidaczniaja si¢ po dokonaniu réznicowania z opdznieniem tygodniowym;

- Korelacja czastkowa wskazuje na duza zalezno$¢ ostatniej zarejestrowanej danej pomiarowej
15-minutowej z trzema poprzednimi, co w analizie godzinowej prowadzi do wniosku, iz dane
z godziny ‘n’ zaleza od danych z godziny ‘n-1’. Z funkcji autokorelacji wynika z kolei podobiefi-
stwo dni do siebie z dominacja podobiefistwa doby ‘n+7” wzgledem doby ‘n’ (k=0,801);

- Wplyw zmian temperaturowych na wysoko$¢ zapotrzebowania na energie elektryczna zilustro-
wany korelacja wzajemng prowadzi do wniosku, iz przetozenie zmian termicznych na wysoko$¢
zapotrzebowania nastgpuje z inercja 3-godzinna.

Zwazywszy na fakt podobienstwa zaréwno ksztattu, jak i rozkladu danych dla poszczegolnych

lat, dalszej analizie podlegac¢ beda jedynie dane pomiarowe za 2004 r.

X ==Granica kissy

Rys 2. Histogram dla 2004 r.

3. Modele prognostyczne

Bazujac na wnioskach z analizy danych, mozna przystapi¢ do tworzenia modelu prognostycz-
nego. Na potrzeby niniejszego referatu zostaly stworzone dwa proste, bazujace na wyréwnywaniu
wykladniczym modele prognostyczne, z parametrami uzyskanymi dzieki automatycznemu poszuki-
waniu sieciowemu przestrzeni wspélczynnikéw dla badanego szeregu danych. Automat ten bazuje
na takim doborze wspétczynnikéw, aby otrzymaé najmniejsza sume kwadratow roznicy miedzy
wartosciami empirycznymi a warto$ciami prognozowanymi na jeden okres naprzéd oraz uzyskac
odpowiedni stopief wygladzenia sktadnika sezonowego.

Réznica migdzy modelami polegata jedynie na zmianie rozdzielczosci pliku wsadowego — jeden
oparty byl na pomiarach 15-minutowych, a drugi na godzinowych. Uzyskano w ten sposob odpo-
wiedz na pytanie, jaki wptyw na poprawe jakosci prognozowania ma prognozowanie z r6zng roz-
dzielczoscia.

W celu wyznaczenia MAPE (Mean Absolute Percentage Error) dla interesujacego nas szere-
gu czasowego danych, wyznaczono wspomnianym modelem prognozy 15-minutowe. Kolejnym




300 Maciej Soltysik, Jaroslaw Bogacz, Rafal Piotrowski, Marcin Adamczyk

krokiem bylo podstawienie odpowiednich wartosci do wzoru (1) (metodqlogia obliczent zostata
przedstawiona w Tabeli 2 i 3). W spos6b analogiczny postapiono z przypadkiem danych zaokraglo-
nych do MWh.
4 4
1 & ZDanen - ZPrognozan 1
MAPE, =--%"100.+ L %))
S > Dane, ‘
k=1

gdzie

s — iloé¢ godzin w miesiacu ‘m’, ‘

k — dana 15-minutowa, wchodzaca w sklad wartosci godzinowej ‘n’, .
Dane — wartoé¢ 15-minutowej danej pomiarowej zuzycia energii elektrycznej,
Prognoza — warto$¢ 15-minutowej prognozy zapotrzebowania.

Tabela 2. Metodologia obliczania niepewnosci dla prognozowania zapotrzebowania w cyklu 15-minutowym

z zaokragleniami do MWh
Data Godzina | Dane | 3 Dane | Prognoza |) Prognoza E APE | MAPE

2004-01-01 00:15 179 176

2004-01-01 00:30 179 176

2004-01-01 00:45 180 177

2004-01-01 01:00 179 717 178 709 8 1,12
2004-01-01 01:15 177 178

2004-01-01 01:30 182 175

2004-01-01 01:45 181 181

2004-6¢1-01 02:00 183 723 180 717 6 0,83
2004-01-01 02:15 180 182

2004-01-01 02:30 182 179

2004-01-01 02:45 182 181

2004-01-01 03:00 180 724 181 726 -2 0,28

)

2004-01-31 23:15 198 200

2004-01-31 23:30 196 197

2004-01-31 23:45 197 194

2004-02-01 00:00 198 789 196 788 1 0,13 0,59
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Tabela 3. Metodologia obliczenia niepewnosci dla prognozowania zapotrzebowania w cyklu godzinowym z zaokragleniami

do MWh
Data Godzina Dane Progneza APE MAPE
2004-01-01 01:00 717 668 6,82
2004-01-01 02:00 723 689 4,66
2004-01-01 03:00 724 704 2,65

()
2004-01-31 2400 | 789 [ 795 [ 085 | 2m

Otrzymane w wyniku poszukiwania sieciowego wspétczynniki pozwolity na uzyskanie stosun-
kowo doktadnego modelu wykladniczego, ktérego bledy zestawiono w tabeli 4. Jego duza doklad-
nos¢ 1 stopien dopasowania do charakteru danych pomiarowych pozwala na generowanie prognozy
na dobg ‘nt+1” z niepewnoscia nie przekraczajaca 3%. Wysoce prawdopodobne jest uzyskanie lep-
szych wynikéw przy zastosowaniu korekty metody automatycznej metoda ekspercka, uwzglednia-
jaca prognozy meteorologiczne.

Tabela 4. Bledy MAPE dla réznych rozdzielczosci RB i cyklow prognozowania zapotrzebowania na energi¢ elektryczna.

1 MWh 100 kWh 1 kWh

a b ¢ d e f
styczen 23,42 23,42 2,96 3,34 0,59 2,01
luty 28,49 28,49 3,05 3,41 0,62 1,92
marzec 28,49 25,82 3,06 3,44 0,62 1,73
kwiecien 25,82 20,81 3,08 3,61 0,63 1,75
© maj 20,81 22,55 2,99 4,01 0,56 2,42
czerwiec 22,55 13,40 2,92 4,34 0,79 3,28
lipiec 13,34 13,92 2,76 4,07 1,06 3,08
sierpien 13,84 15,32 2,78 4,84 1,13 4,06
wrzesief 16,04 16,07 2,76 4,24 1,04 3,36
pazdziernik 16,78 16,78 2,63 3,43 0,78 2,24
listopad 25,50 24,42 3,11 3,85 0,67 2,27
grudzien 19,20 19,20 2,92 3,38 0,55 1,79
Sredmia 21,19 20,02 2,92 3,83 0,75 2,49

Przy czym:

a — prognozowanie 15-minutowe z zaokragleniami do MWh, b — prognozowanie godzinowe
z zaokragleniami do MWh, ¢ — prognozowanie 15-minutowe z zaokragleniami do 100 kWh,
d - prognozowanie godzinowe z zaokragleniami do 100 kWh, € — prognozowanie 15-minutowe bez
zaokraglen, f — prognozowanie godzinowe bez zaokraglen

4. Analiza kosztéw niezbilansowania

Jednym z podstawowych kryteriow determinujacych optacalnosé uczestnictwa odbiorcy na rynku
energit w charakterze odbiorcy TPA sg koszty niezbilansowania. Zasady sformutowane w Instrukcji
Ruchu i Eksploatacji Sieci Przesylowej (IRIESP) w czeéci dotyczacej RB, a implementowane
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wprost przez SD do swoich Instrukeji Ruchu i Eksploatacji Sieci Rozdzielczych (IRiESR), okreSlaja
doktadnosé Zglaszania Uméw Sprzedazy Energii (ZUSE) na poziomie | MWh. Dla wielu odbior-
cow jest to bariera determinujaca oplacalno$é skorzystania z zasady TPA, zatem tym wigksze ma
znaczenie przeprowadzenie rzetelnej analizy kosztéw niezbilansowania.

W zwiazku z obecnie prowadzonymi pracami, kidrych celem jest wypracowanie nowego modelu
rynku i okreslenie nowego poziomu nieczulosci zglaszania USE, dalsza cze$¢ analiz zostata prze-
prowadzona dla trzech wariantéw progu: 1 MWh, 6,1 MWh i 0,001 MWh. Dla kazdego z nich
w tabeli 5 zestawiono miesigczne koszty bilansowania analizowanego odbiorcy, wraz z kosztami
jednostkowymi, przypadajacymi na kazda MWh pobranej energii.

Tabela 5. Koszty niezbilansowania analizowanego odbiorcy

2005 r. Projekcja na 2006 r.
Okres Rozdzielezosé 1 MWh Rozdzielczosé 100 kWh Roz&zielczoéé 1 kWh
Warto$¢ [zl R?;iﬁ{;i?' Warto$é [zi] l?;iﬁ{:;:l?' Warto§¢ [zi] l?;jﬁi;‘:}?’

styczen 12 666 19,5 2 340 3,6 776 1,2
luty 12 961 22,5 2232 3,9 433 0,8
marzec 13 706 21,6 2 883 45 1588 2,5
kwiecien 12 334 19,4 2 491 3,9 510 0,8
maj 15259 23 4 706 7,1 1359 2,1
czerwiec 14 331 19,5 2 903 3,9 1347 1,8
lipiec 17 796 22,1 2997 3,7 984 1,2
sierpien 24 869 29,4 3355 4 1986 2,4
wrzesiemh 13 296 18,8 2628 3,7 1086 1,5
pazdziernik 12307 17,5 2 460 3,5 825 1,2
listopad 10874 17,9 2471 4,1 485 0,8
grudzien 12949 21,2 2610 43 407 0,7
> 173 348 34076 11 786
$rednia 14 446 21,0 2 840 4,2 982 1,4

5. Analiza kosztéw zakupu energii od dotychczasowego
i nowego dostawcy

W analizie kosztéw zakupu energii celowo pominigto skiadniki zwiazane z przesylem i dystrybu-
cja, gdyz sa one jednakowe zaréwno dla odbiorcow taryfowych, jak i pozataryfowych.

W tabeli 6 zestawiono koszty zakupu energii od hipotetycznego dostawey (w rozbiciu miesigcz-
nym), uwzgledniajace obowiazek zakupu czgsci energii ze zrédet odnawialnych i energii wypro-
dukowanej w skojarzeniu z cieptem, wynoszacy zgodnie z rozporzadzeniami Ministra Gospodarki
odpowiednio 3,1% 1 13,7% (2005 r.) oraz 3,6% 1 15,0% (2006 r.).

Biezaca, rynkowa sytuacje cenows odzwierciedla wariant I. Zatozono w nim poziomy cen
energii: konwencjonalnej — 118 zi/MWh, skojarzonej — 134 zt/MWh, odnawialnej — 290 zi/MWh,
zgodnie z opublikowana przez URE informacjg o $redniej cenie energii elektrycznej wyprodukowa-
nej w skojarzeniu za 2004 r. oraz uzyskanymi poziomami cen za energi¢ odnawialng notowanymi
na platformie POEE.

Wspomniane wczesniej intensywne prace nad nowym medelem rynku wymuszajg przeprowa-
dzenie analizy rowniez dla wariantu uwzgledniajacego jego najistotniejsze, nowe zatozenia. Sa nimi
przede wszystkim zmiana progu nieczutosci RB oraz przeniesienie obowiazku ponoszenia kosztow
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poda'tku akcyzowego przez sektor wytwoérczy na odbiorcéw koficowych. Uwzgledniajac powyzsze,
przyjeto dla wariantu I1 nastgpujace poziomy cen energii: konwencjonalnej — 120,20 zZt/MWh, sko-

jarzonej — 136,20 zZt/MWh, odnawialnej 290 zt/MWh.

Tabela 6. Koszty zakupu energii elektrycznej od nowego dostawcy

Wariant I — 2005 r. Wariant 11 — 2006 r.
Okres Rozdzielczos¢ 1 MWh Rezdzielezo$¢ 160 kWh Reozdzielczos¢ 1 kWh

Energia Wartosé Energia Wartos¢ Energia Wartoéé

{MWh] {tys. 21] [MWh] ftys. zi] [MWh] Itys. zi]
styczen 744 91 644 84 646 83
luty 696 84 755 92 576 74
marzec 744 90 630 82 629 82
kwiecien 720 88 638 82 636 82
maj 744 91 661 85 660 85
czerwiec 720 92 734 95 735 95
lipiec 776 101 803 104 804 104
sierpien 814 106 843 109 843 109
wrzesiefi 720 90 730 93 706 91
pazdziernik 744 92 701 90 703 90
listopad 720 87 612 79 612 79
grudzien 720 87 681 85 680 85
’Z 8 862 1099 8432 1080 8230 1059
f;;g&i“m 124,01 128,08 128,68

W tabeli 7 przedstawiono rzeczywiste koszty zakupu energii elektrycznej od dotychczasowego
dostawcy w 2004 1. oraz. symulacje kosztéw zakupu po wprowadzonej od 1 stycznia 2005 r. zmia-
nie cen taryfowych. Projekcja na 2006 r. obejmuje ponadto spodziewane podwyzki cen energii,
bedace skutkiem obarczenia przedsigbiorstw dystrybucyjnych kosztami akeyzy (zatozono przenie-
stenie 75% dotychczasowej stawki akcyzy), ograniczeniem subsydiowania skrosnego (zatozono 3%
wzrost energii) oraz wzrostem obowiazku zakupu energii odnawialnej i skojarzonej (zatozono 2%
WZrost cen energii).
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Tabela 7. Koszty zakupu energii przez analizowanego odbiorcg koficowego po cenach taryfowych dla grupy taryfowej B23

Keszt zakupu po cenach taryfowych z:
Zuzycie energii 2004 r. 2005 r. 2006 .
(MWh] {tys. z1] {tys. zH} [tys. zi}
styczen 649 112 87 103
luty 576 100 78 92
marzec 634 112 86 ; 102
kwiecien 636 102 81 96
maj 662 104 83 98
czerwiec 736 118 94 111
lipiec 805 129 102 120
sierpien 845 136 108 128
wrzesien 706 114 90 107
paZdziernik 702 121 94 111
listopad 609 105 82 96
grudzien 611 106 81 95
> 8171 1355 1066 1259
Srednia cena zZ/MWh 166,32 138,46 154,08

6. Analiza kosztéw dostosowania vkladéw pomiarowych
do wymogéw IRIESR

Nieedzownyin elementem wigzacym si¢ z uczestniczeniem w RB jest konieczno$¢ dostosowania
uktadu pomiarowege do wymagan okreslonych w IRiESP lub IRiESR. Wymagania te w prosty spo-
s6b rzutuja na czesei skladowe takiego uktadu pomiarowego. W analizowanym przypadku sg to dwa
réwnowazne uklady dia kazdego przylacza, co w praktyce dia uproszczenia moze oznaczaé dwa
identyczne uktady: podstawowy i rezerwowy. W skiad kazdego z nich powinny wchodzi¢ przekiad-
niki pradowe i napigciowe craz liczniki. Dalsze wymagania to synchronizacja czasu (realizowana
np. przez GPS Ilub DCF 77) oraz zdalna transmisja danych pomiarowych dwiema niezaleznymi
drogami transmisji. Kalkulacje kosztow dostosowania ukiadu pomiarowego do wymogéw IRiIESR
przedstawiono w tabeli 8. Do kosztow poniesionych jednorazowo (100 tys. zt) nalezy doliczy¢
comiesigczne koszty zwiazane z transmisja danych pomiarowych (koszt w zalezno$ci od rozwigza-
nia — od 0,5 do 2 tys. z1).
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Tabela 8. Zestawienie naktadow inzynieryjno-technicznych

Koszt jednostkowy losé Szacowany
[tys. zi] sztuk koszt [tys. zi]
Projekt techniczny uktadu pomiarowego 4
Liczniki elektroniczne 4 4 16
Urzadzenia synchronizacji czasu 1,5 2 3
Urzadzenia transmisji danych 0,5 2 1
Przektadniki pradowe 2,5 12 30
Przektadniki napigciowe 2,5 12 30
Tablica rozdzielcza z oprzyrzadowaniem 1,5 2 3
Wykonawstwo 15
RAZEM 102
7. Wnioski

Celem referatu byta mozliwie obiektywna ocena oplacalnosci skorzystania z zasady TPA przez
badanego odbiorcg taryfowego. Uzyskane podczas analizy wyniki wskazuja jednoznacznie, iz ist-
niejg odbiorcy, dla ktorych w chwili obecnej pomimo statycznej charakterystyki poboru energii
elektrycznej, z przyczyn ekonomicznych nie wskazana jest zmiana charakteru uczestnictwa na ryn-
ku energii.

Przeprowadzone dodatkowo analizy uwzgledniajace spodziewane zmiany rynkowe w 2006 r.,
wskazujg jednoznacznie na oplacalnos¢ skorzystania z zasady TPA. Obnizenie progu nieczutosci
do 0,1 MWh oraz przeniesienie akcyzy na sektor dystrybucyjny, spowodowalyby dla odbiorcy
roczne oszczednosci na poziomie 100 tys. zt. Takie oszczednosci pozwalajg na zwrot nakladow
poniesionych na modemizacjg infrastruktury technicznej juz po pierwszym roku.

Tabela 9. Poréwnanie kosztéw zakupu energii elektrycznej dla analizowanego odbiorcy koficowego

2005 . 2006 r.
KOSZTY Rozdzielezosé¢ 1 MWh | Rozdzielczes$é 100 kWh Rozdzielezo$é 1 kWh
TPA Taryfa SD TPA Taryfa SD TPA Taryfa SD

Energii 1099 1066 1080 1259 1059 1259
Niezbilansowania 173 - 34 - 12 -
Transmisji danych 20 - 20 - 20 -

> 1292 1666 1134 1259 1091 1259
fg:;ﬁ:::j”y 100 - 100 ; 100 .

> 1392 1066 1234 1259 1191 1259
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Upowszechnienie zasady TPA zwiazane jest bezposrednio z ograniczeniem badz wprowadze-
niem w zycie pewnych zasad, z ktérych najistotniejsze to:

Subsydiowanie skro$ne

Istnienie w taryfach SD subsydiowania skro$nego stanowi jedna z najwigkszych barier zmiany
dostawcy. Przykiadem moze by¢ odbiorca z grupy taryfowej B22, ktérego zapotrzebowanie na ener-
gie skupia si¢ jedynie w trzeciej pozaszczytowej strefie, tj. w godzinach 13:00 -~ 15:00122:00 - 6:00.
Ceny energii w taryfach SD wahaja si¢ od 90,39 do 118,71 zMWh. Nalezy tu podkresli¢, ze ceny
te uwzgledniaja koszt zakupu energii ze Zrodet odnawialnych oraz energii skojarzonej. Stosujac
zalozenia cenowe z punktu 5, koszt zakupu energii konwencjonalnej przez SD musiatby ksztal-
towac si¢ na poziomie 75 — 110 zZVMWh. Z powyzszego wynika, ze SD w granicznym przypadku
musiataby dokonywa¢ zakupu po kosztach nizszych niz koszt zmienny elektrowni opalanej weglem
kamiennym.

Profile obcigzenia

SD powinny dopuscié¢ do stosowania tzw. profile obcigzenia — usrednione charakterystyki poboru
energii elektrycznej. Sa one uzaleznione od historycznego zuzycia energii elektrycznej odbiorcow,
ich mocy umownej oraz grupy przytaczeniowej. Profile powinny by¢ stosowane dla odbiorcow
o0 malo znaczacym poziomie poboru energii, dla ktorych koszt rozbudowy infrastruktury technicznej
jest elementem dyskryminujacym. Dla odbiorcéw, wzgledem ktorych nie mozna zastosowaé profili
obcigzenia, powinny zostaé jasno postawione wymagania dotyczace uktadéw pomiarowych oraz
transmisji danych pomiarowych.

USE

SD powinny wypracowac jeden wspolny, jasny i jednoznaczny tryb zglaszania USE oraz pro-
cedur ich potwierdzania lub odrzucania. Dokladnos¢ zgtaszania USE jest czynnikiem szczeg6lnie
istotnym dla odbiorcow o niskim wolumenie zapotrzebowania, takich jak przedmiotowy szpital.
Procedura zaokraglania swojej pozycji dobowo-godzinowej do 1 MWh, wymuszona charakterem
rynku, powinna zosta¢ zmieniona, a poziom nieczutosci zgloszenia powinien by¢ tozsamy z pozio-
mem wskazywanym przez urzadzenia pomiarowe 1 wynosi¢ 1 kWh.

Zasady rozliczen energii niezbilansowanej

Obecnie stosowane przez spolki dystrybucyjne procedury rozliczeniowe w sposob bezposredni
przenoszg w tej materii zapisy z IRIESP. Odbiorca rozliczany jest w sposob identyczny jak SD, tzn.
z uwzglednieniem 1% tunelu, dla ktérego ceng rozliczeniows jest CRO, odsprzedaz liczona jest
po cenie CROz, zakup po cenie CROs. Spétki dystrybucyjne przy przenoszeniu tych konstrukeji
rozliczeniowych nie uwzglednily przypadkéw, w ktérych odchylenie klienta TPA ma charakter
przeciwny do odchylenia spolki i w ten sposob niejako je pomniejsza. Spotka dystrybucyjna zyskuje
tu podwojnie, bo procz polepszenia swej pozycji na RB kosztem odbiorcy, rozlicza jego odchylenie
po cenach rozchylonych RB.

Zabezpieczenia finansowe

Zabezpieczenia finansowe stuza SD do pokrycia ewentualnych roszczen wzglgdem odbiorcy
TPA w przypadku powstania zobowigzafi finansowych zwiazanych z odchyleniami na RB, ktorych
odbiorca nie jest w stanie uregulowaé. Najczgseiej stosuje si¢ zabezpieczenia w postaci weksli
lub zamrozenia $rodkéw pienigznych na rachunku bankowym. Problem moze tu stanowié wyso-
kos¢ takiego zabezpieczenia, ktdre moze siegaé wartosci bedacej iloczynem sredniej ceny CROs
z wybranego okresu czasu (wielokrotnosé okresu rozliczeniowego), Sredniej wartosci spodziewa-
nych odchylen w miesiacu (lub co gorsze $rednich wartosci iloci energii zglaszanych w USE)
i ilodci okresow rozliczeniowych. Dia przykladu, jesli przyja¢ srednia ceng CROs na poziomie
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260 zt/MWh, a ilodci zgtaszane w USE na poziomie 1 MWh/h to wysokos$¢ zabezpieczenia dla
jednego miesiaca moze wynie$é 190 tys. zt.

Umowy specjalne

Stosowanie przez SD dla odbiorcéw cheacych skorzystac z zasady TPA z tzw. umoéw specjalnych,
bedacych indywidualnymi umowami sprzedazy energii elektrycznej wydaje sie by¢ procederem
spofecznie niewtasciwym. Ich indywidualnos¢ polega gltéwnie na obnizeniu ceny sprzedawanej
energii ponizej cen taryfowych do poziomu co najmniej cen oferowanych przez konkurencyjnego
dostawce. Procz obnizenia ceny zachete takq stanowi¢ moze réwniez zaproponowanie przez SD
mozliwosci stworzenia grup bilansujacych, czyli mozliwosci rozliczania tacznej sumarycznej mocy
zaméwionej w réznych punktach poboru energii elektryczne;j.

9. Podsumowanie

W ostatnim czasie dziatania majace na celu utatwienie zmiany dostawcy przez odbiorcdéw upraw-
nionych zostaly podjete przez Prezesa URE, ktéry w sformutowanym do Prezeséw SD liscie jed-
noznacznie okreslit stanowisko URE w sprawic przyspieszenia dziatan upowszechniajacych zasade
TPA. W pismie pojawiaja si¢ rowniez zapisy bazujace na Zataczniku 1 do Dyrektywy 2003/54/WE,
ktore stwierdzajg wprost, Zze odbiorcy nie moga ponosi¢ kosztéw zmiany dostawcy. Oznacza to
ze catkowity koszt skorzystania ze zmiany dostawcy, w tym dostosowanie uktadow pomiarowych
powinien ponies¢ operator systemu dystrybucyjnego (OSD). Wprowadzenie powyzszego w propo-
nowanej formie wydaje si¢ by¢ malo realne, zatem najprawdopodobniej powstanie model posredni,
w ktdérym infrastruktura techniczna bedzie wspoétfinansowana przez SD i odbiorcow.

Dobrym 1 bardzo oczekiwanym krokiem wydaja si¢ byé rowniez prace prowadzone przez
PTPIiREE nad ujednoliceniem IRIiESR, w ktorej standaryzacji maja podlega¢ zapisy dotyczace m.in.
zatacznika o rozliczeniach na RB 1 catej problematyce zwigzanej z zasada TPA. Ostatnim, wydaje
si¢ najbardziej istotnym, elementem mogacym korzystnie wplynaé na upowszechnienie zasady
TPA, sq zapisy zawarte w noweli Ustawy o podatku akcyzowym. Zaktadaja one przeniesienie kosz-
téw akcyzy na SD. Spowoduje to z cala pewnoscia wzrost cen taryfowych, a obnizke cen u wytwor-
cow. By¢ moze wszystkie powyzsze aspekty doprowadza de zwigkszenia konkurencyjnosci tego
segmentu rynku i wptyna na decyzj¢ odbiorcow o skorzystaniu z zasady TPA.
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