ZAŁĄCZNIK C

Inwentaryzacja i merytoryczna ocena problemów
związanych z funkcjonowaniem rynku bilansującego,
w tym uwag zgłaszanych przez uczestników rynku

C.1.
Zmiany wprowadzone do zasad funkcjonowania RB

Uruchomienie we wrześniu 2001 roku rynku bilansującego energii elektrycznej w Polsce zakładało ewolucyjny proces wprowadzania dalszych zmian do jego mechanizmów. Od tego czasu zostało dokonanych szereg zmian, które wynikały przede wszystkim z zebranych doświadczeń z działania mechanizmu bilansowania i zmian oraz doświadczeń w działaniu innych segmentów rynku energii elektrycznej. Zmiany te były wprowadzane poprzez aktualizację Instrukcji Ruchu i Eksploatacji Sieci Przesyłowej i były one poprzedzane poprzedzone konsultacjami z uczestnikami rynku. Poziom osiąganych w ich trakcie uzgodnień i przygotowań techniczno-organizacyjnych pozwalał na znaczne skrócenie okresu vacatio legis a także pozwalał na określenie kierunków modyfikacji zasad funkcjonowania rynku. W tabeli B.1. zestawiono wszystkie zmiany wprowadzone do zasad funkcjonowania rynku bilansującego od dnia jego wdrożenia do sierpnia 2003 roku.

Tabela B.1.
Zmiany wprowadzone do zasad funkcjonowania rynku bilansującego w okresie od 1 września 2001 roku 31 do sierpnia 2003 roku.

Lp.
Data aktualizacji IRiESP
Zakres zmian

1.
28 grudnia 2001 r.

(wdrożenie 20 lutego 2002 r., po dostosowaniu rynkowych systemów informatycznych po stronie OSP i uczestników rynku)
Przedłużenie czasu przyjmowania zgłoszeń danych handlowo-technicznych do godziny 11:00.



Ujednolicenie minimalnej ceny ofertowej redukcyjnej na poziomie 50 zł/MWh.



Doprecyzowanie procedur tworzenia BPKD.

2.
7 maja 2002 r.

(wdrożenie 11 maja 2002 r.)
Ustalenie minimalnej ceny ofertowej redukcyjnej na poziomie 70 zł/MWh (w związku z wprowadzeniem akcyzy na energię elektryczną).

3.
26 czerwca 2002 r.

(wdrożenie 1 lipca 2002 r.)
Wdrożenie dwóch dodatkowych cen rozliczeniowych odchylenia, według których są niezależnie rozliczane zakup oraz sprzedaż energii bilansującej nieplanowanej na rynku bilansującym:

· Ceny rozliczeniowej odchylenia sprzedaży energii z rynku bilansującego (CROS), stosowanej do rozliczania energii bilansującej nieplanowanej odbieranej z rynku bilansującego.

· Ceny rozliczeniowej odchylenia zakupu energii na rynek bilansujący (CROZ), stosowanej do rozliczania energii bilansującej nieplanowanej dostarczanej na rynek bilansujący.



Wprowadzenie dodatkowych zapisów do IRiESP określających niedopuszczalne działania uczestników rynku z punktu widzenia zapewnienia właściwych warunków do realizacji fizycznych dostaw energii wynikających z zawartych Umów Sprzedaży Energii, z uwzględnieniem wymagań w zakresie bieżącego bilansowania zasobów Krajowego Systemu Elektroenergetycznego.

4.
20 grudnia 2002 r.

(wdrożenie 1 stycznia 2003 r.)
Wprowadzono zmiany wynikające z:

· Usunięcia wewnętrznych niespójności w IRiESP.

· Uzupełnienia i doprecyzowania zapisów IRiESP.

· Zmiany harmonogramów realizacji procesów rynkowych.

· Dostosowania zapisów IRiESP do procedur i zasad postępowania stosowanych przez OSP.

· Usunięcia niektórych ustaleń przejściowych.

Zmiany nie wymagały wprowadzenia zmian w systemach informatycznych.

5.
27 marca 2003 r.

(wdrożenie 1 lipca 2003 r.)
Usunięcie przepisu przejściowego, dotyczącego zasad weryfikacji zgłoszeń umów sprzedaży energii, a w szczególności przypadków niezgodności w zgłoszeniach ilości dostaw energii przez strony sprzedające i kupujące energię (z wyłączeniem giełd energii oraz przedsiębiorstw obrotu) – wprowadzono do stosowania pkt. 3.4.4.(3). Regulaminu Rynku Bilansującego Energii Elektrycznej w Polsce.

6.
28 kwietnia 2003 r.

(wdrożenie 1 lipca 2003 r.)
Zmieniono sposób wyznaczania ceny CRK dla rozliczeń energii generacji wymuszonej.

Do dotychczas obowiązującej formuły zostało dodane ograniczenie określające maksymalną wartość ceny energii sprzedawanej przez wytwórców na rynku bilansującym jako generacja wymuszona. Po jego wprowadzeniu cena CRK w przypadku rozliczeń energii generacji wymuszonej nie będzie mogła przekroczyć ustalonego poziomu CWMAX (tzw. ceny maksymalnej wytwarzania wymuszonego) określonego na podstawie publikowanej przez Prezesa URE wartości ceny Ck (średniej ceny energii elektrycznej wytworzonej w krajowym systemie elektroenergetycznym w jednostkach kondensacyjnych). Wartość ceny CWMAX będzie wyznaczana dla każdego roku obowiązywania taryfy jako wartość ceny Ck skorygowana o przychody uzyskane przez wytwórców za świadczenie regulacyjnych usług systemowych oraz za energię elektryczną sprzedaną na eksport.

7.
17 czerwca 2003 r.

(wdrożenie 21 lipca 2003 r.)
Wprowadzono zasadę stosowania cen rozliczeniowych odchylenia, CROS i CROZ, do rozliczeń energii bilansującej nieplanowanej ((EDZ, (ESR) dla wszystkich rodzajów jednostek grafikowych rozliczanych na RB z wyłączeniem:

· JG wytwórczych aktywnych pracujących w danej godzinie z załączonym układem regulacji pierwotnej i/albo wtórnej oraz JG wytwórczych aktywnych będących w danej godzinie w trakcie uruchamiania (oba przypadki dotyczą wyłącznie rozliczenia energii bilansującej nieplanowanej równej różnicy pomiędzy ES i ER).

· JG operatora systemu przesyłowego (reprezentujących elektrownie szczytowo-pompowe).



Zmieniono zasady wyznaczania ceny CRK w przypadku rozliczeń wymuszonej redukcji generacji.

Wartość tej ceny nie może być mniejsza od ceny minimalnej redukcji wymuszonej (CWMIN).

Przyjęto, że cena CWMIN jest równa 70 zł/MWh, co oznacza że zmiana ta jest neutralna i nie wpływa na wyniki rozliczeń. Będzie ona wykorzystana dopiero przy znoszeniu ograniczenia na minimalną dopuszczalną wartość ceny ofertowej redukcyjnej (obecnie 70 zł/MWh).

Wprowadzane modyfikacje do zasad funkcjonowania rynku bilansującego wychodziły naprzeciw postulatom zgłaszanym przez uczestników rynku oraz wynikały z doświadczeń zebranych w pierwszym okresie funkcjonowania rynku, które dowiodły, że niektóre z zastosowanych rozwiązań, pomimo prawidłowego działania, nie pozwoliły na osiągnięcie części założonych przy projektowaniu tego segmentu rynku celów. Odnosiło się to przede wszystkim do wielkości niezbilansowania odbiorców oraz rzeczywistych możliwości zachowania przez OSP neutralności finansowej na rynku bilansującym. Rynek bilansujący, który z założenia powinien być wykorzystywany przez odbiorców do handlowego bilansowania swojego zapotrzebowania, stał się miejscem spekulacyjnej gry opartej na różnicach cen w poszczególnych godzinach doby, co doprowadziło do przeniesienia działalności handlowej na rynek bilansujący, silnie ograniczając możliwości rozwoju mechanizmów bilansowania i rynku energii elektrycznej jako całości. Przyczyną tej sytuacji było niewystarczająco skuteczne w warunkach krajowych działanie mechanizmu pojedynczej ceny rozliczeniowej (CRO), co skłoniło OSP do wprowadzenia rozwiązań, które powinny przyczynić się do ograniczenia działalności handlowej na rynku bilansującym. Uzupełnieniem tej decyzji były zapisy w IRiESP, określające działania uczestników rynku niedopuszczalne z punktu widzenia roli rynku bilansującego i ochrony konkurencji. Wdrożenie tych zmian było pierwszym etapem procesu modyfikacji zasad działania rynku bilansującego mających na celu zmniejszenie kosztów ograniczeń systemowych na rynku bilansującym. Pozwoliło to skutecznie ograniczyć prowadzenie działalności handlowej na rynku bilansującym i usunęło przeszkody dla rozwoju mechanizmów bilansowania oraz rynku energii elektrycznej jako całości, co wyraża się przez:

· Wzrost dyscypliny w zakresie precyzyjnego sporządzania grafików jednostek odbiorczych.

· Ograniczenie nadużywania mechanizmów rynku bilansującego do osiągania nieuzasadnionych korzyści przez jego uczestników.

· Zapewnienie warunków do wprowadzania zmian w zakresie alokacji kosztów ograniczeń na te podmioty, które je rzeczywiście powodują.

· Rozpoczęcie procesu przenoszenia zarządzania ograniczeniami elektrownianymi na wytwórców.

· Zmniejszenia kosztów wynikających z uwzględnienia ograniczeń systemowych poprzez mechanizmy rynku bilansującego.

Kolejny planowany etap procesu modyfikacji zasad działania rynku bilansującego obejmował opracowanie zasad identyfikacji w procesach planowania i rozliczeń uwzględnianych przez OSP ograniczeń elektrownianych, w tym zasad weryfikacji zgłaszanych przez wytwórców grafików pracy jednostek wytwórczych i alokacji wynikających z nich kosztów na wytwórców. Równolegle do tych działań przewidziane zostały prace dotyczące zmiany zasad zarządzania ograniczeniami sieciowymi. 

Wprowadzenie ceny maksymalnej wytwarzania wymuszonego CWMAX i zmiana zasad wyznaczania ceny rozliczeniowej pozycji kontraktowej CRK miała na celu poprawę jakości zasad funkcjonowania rynku bilansującego. Zmiana te nie wpłynęła negatywnie na uzyskiwane wcześniej pozytywne efekty działania RB, takie jak stosunkowo dobry poziom zbilansowania uczestników rynku, a jedynie spowodowała poprawę wyników w tych obszarach, gdzie były one uznawane jako niezadowalające. Dotyczyło to głównie zmniejszenia poziomu kosztów ograniczeń na RB oraz generowania odpowiednich sygnałów zachęcających do uwzględniania ograniczeń systemowych przy zawieraniu i grafikowaniu umów sprzedaży energii. Zastosowanie pułapu cenowego (CWMAX) na ceny wprowadzania do produkcji jednostek wytwórczych objętych ograniczeniami systemowymi i charakteryzującymi się wysokimi cenami negocjowanymi zapewniło uproszczony mechanizm wymuszania wzrostu efektywności produkcji w tych jednostkach, a w konsekwencji obniżenie kosztów uwzględniania ograniczeń systemowych. Mechanizm ten ma zróżnicowaną siłę oddziaływania na koszty wytwarzania wymuszonego, najsilniej wpływając na jednostki wytwórcze o najwyższych cenach negocjowanych.

Wprowadzenie zasady stosowania cen rozliczeniowych odchylenia, CROS i CROZ, do rozliczeń energii bilansującej nieplanowanej ((EDZ, (ESR) dla wszystkich rodzajów jednostek grafikowych rozliczanych na RB było konsekwencją wprowadzenia od 1 lipca 2002 roku zróżnicowanych cen rozliczeń odchyleń nieplanowych dla odbiorców. Przyniosło ono spodziewane efekty w postaci zdecydowanie lepszego bilansowania pozycji kontraktowych przez odbiorców, pozwalając znacznie ograniczyć handel na rynku bilansującym i zbliżając ten rynek do funkcji technicznego, a nie handlowego bilansowania. Dodatkowym efektem tej zmiany było znaczne uaktywnienie rynkowych segmentów bieżącego handlu energią, w tym zwłaszcza Rynku Dnia Bieżącego Giełdy Energii. Wprowadzenie zróżnicowanych cen rozliczeniowych dla kolejnych jednostek grafikowych pogłębiło te pozytywne efekty, a także zapewniło równe traktowanie uczestników rynku bilansującego. 

Celem drugiej modyfikacji zasad RB wdrożonej od 21 lipca 2003 roku, polegającej na wprowadzeniu ceny minimalnej redukcji wymuszonej CWMIN było stopniowe wymuszanie konkurencji po stronie ofert redukcyjnych składanych przez wytwórców, poprzez etapowe obniżanie minimalnej ofertowej ceny redukcyjnej, co powinno zapobiegać zaniżaniu przychodów operatora z tytułu redukcji wytwarzania. Ponadto w sytuacjach, gdy wykorzystanie ofert redukcyjnych następuje w warunkach braku konkurencji, miała być stosowana minimalna cena redukcji wymuszonej CWMIN, która powinna zapobiegać wykorzystywaniu szczególnej sytuacji na rynku przez wytwórców. Cena ta została ustalona na poziomie aktualnie obowiązującej minimalnej ceny redukcyjnej ofertowej (70 zł/MWh), co spowodowało, że zmiana ta jest neutralna i nie wpływa na wyniki rozliczeń.

C.2.
Uwagi zgłaszane przez uczestników rynku

Wprowadzane przez OSP modyfikacje zasad funkcjonowania rynku bilansującego i prowadzone konsultacje z uczestnikami rynku spowodowały, że większość zgłaszanych przez uczestników uwag dotyczyła wyłącznie zasad bilansowania energii i rezerw. Na podstawie analizy uwag zgłaszanych przez uczestników rynku we wszystkich procesach konsultacyjnych pogrupowano zgłaszane problemy zgodnie z proponowanymi kierunkami modyfikacji zasad funkcjonowania rynku bilansującego w perspektywie 2004 roku.

C.2.1.
Bilansowanie grupowe energii elektrycznej

Zgłaszany problem
Opis problemu według uczestników rynku

Uczestnictwo podmiotów w rynku bilansującym w sposób pośredni (za pośrednictwem właściwego OSR)
Podmioty, które uczestniczą pośrednio (za pośrednictwem właściwego OSR) w rynku bilansującym nie spełniają wymagań formalnych i technicznych co powoduje zaburzenia w bilansowaniu lokalnego rynku dobowo–godzinowego.

Dodatkowe problemy z bilansowaniem, związane z odchyleniami od zgłaszanych grafików, stwarzają dla OSR elektrociepłownie przyłączone do sieci 110 kV. 

Agregacja jednostek wytwórczych w celu ograniczenia ryzyka związanego z uczestnictwem w rynku bilansującym
Zasady RB powinny umożliwiać łączenie kilku jednostek wytwórczych w jedną jednostkę grafikową wytwórczą co pozwoliło by na zmniejszenie kosztów związanych z odchyleniami i awariami jednostek.

Umożliwienie przedsiębiorstwom obrotu uczestniczenia w rynku bilansującym z otwartą pozycją kontraktową
Zapisy RRB naruszają według zgłaszających uwagę Art. l ust.2 ustawy Prawo Energetyczne mówiący o celu ustawy, którym jest stworzenie warunków między innymi do rozwoju konkurencji. Narzucenie przedsiębiorstwom obrotu warunku zbilansowania energii kupowanej i sprzedawanej w każdej godzinie dyskryminuje spółki obrotu, co praktycznie uniemożliwia im funkcjonowanie na rynku. Z kolei zapis zabraniający przedsiębiorstwom obrotu sprzedaży (lub zakupu energii) do innych przedsiębiorstw obrotu lub na GE powoduje ograniczenie liczby uczestników giełdy i ogranicza dostęp do rynku i rozwój konkurencji.

Zasady wyznaczania cen rozliczeniowych odchylenia
Niezbędna jest zmiana sposobu wyznaczania cen rozliczeniowych na rynku bilansującym. Powinny pozostać tylko dwie ceny CROZ i CROS wyznaczone albo w oparciu o ceny krańcowe z ofert bilansujących albo administracyjnie. 

Należy rozważyć wprowadzenie na rynku bilansującym cenotwórstwa marginalnego.

Zasady rozliczeń odchyleń
Należy wprowadzić zróżnicowanie pomiędzy płatnościami za energię odchylenia na polecenie a płatnościami za energię odchylenia samowolnego poprzez wprowadzenie dwuetapowego rozliczenia, gdzie:

1) Ceną energii odchylenia na polecenie będzie:

· W przypadku zwiększenia produkcji - cena krańcowa przyrostowa.

· W przypadku zmniejszenia produkcji - cena krańcowa redukcyjna.

2) Ceną energii odchylenia samowolnego będzie:

· W przypadku zwiększenia produkcji - cena krańcowa redukcyjna.

· W przypadku zmniejszenia produkcji - cena krańcowa przyrostowa.

Musi być przy tym spełniony warunek, że cena krańcowa przyrostowa jest znacząco większa niż cena krańcowa redukcyjna.

C.2.2.
Zgłaszanie i modyfikacja grafików handlowych (pozycji kontraktowych)

Zgłaszany problem
Opis problemu według uczestników rynku

Tryb wstępny zgłoszeń
Zgodnie z RRB powinien funkcjonować tryb wstępnego zgłaszania danych handlowych i technicznych.

Zasady weryfikacji zgłoszeń
Obowiązek zbilansowanych grafików dla przedsiębiorstw obrotu i Giełdy Energii powoduje, że przez jednego uczestnika rynku mogą zostać nieprzyjęte transakcje wielu uczestników RB, co powoduje „sztuczny” obrót, przy czym nikogo nie można obciążyć za powstałe w jego wyniku straty.

Tryb awaryjnego zgłaszania danych handlowych i technicznych
RRB powinien zawierać zapis o możliwości zgłaszania umów sprzedaży energii w przypadkach awaryjnych np. awaria lokalnego systemu WIRE, awaria zasilania, łączności itp.

Dokładność zgłoszeń ilości energii
Rzeczywiste rozliczenia energii na rynku bilansującym odbywa się z dokładnością do 0,001MWh. Utrzymywanie w zgłoszeniach dokładności 1MWh powoduje powstawanie odchyleń rozliczanych po cenach CROs i CROz już na etapie zgłaszania. Za konieczne wydaje się więc wprowadzenie dokładności zgłoszeń identycznej jak dokładność rozliczania energii rzeczywistej lub określenie minimalnego poziomu energii rozliczanej po CRO na 1 MWh.

Brak rozdzielenia informacji handlowych (przypisanych do podmiotu, który zawarł transakcje) od informacji technicznych (przypisanych do jednostek grafikowych).
Rozwiązania rynku bilansującego sprowadzają Giełdę Energii do roli OHT jest ona bowiem zobligowana do dostarczania do OSP informacji w postaci godzinowych grafików przypisanych do jednostek grafikowych wytwórczych, co w przypadku wytwórcy, który zawarł transakcje na giełdzie oznacza przypisanie energii do każdego wyznaczonego przez tego wytwórcę bloku w jego elektrowni. Takie rozwiązanie nie występuje na żadnym z europejskich rynków energii, gdzie funkcjonują giełdy energii (oprócz hiszpańskiego, gdzie giełda OMEL funkcjonuje jako obligatoryjny pool). Podstawą handlu na każdej nieobligatoryjnej giełdzie energii jest możliwość tzw. portfelowego zawierania transakcji przez podmioty (tzn. elektrownie, spółki dystrybucyjne, spółki obrotu, uprawnionych odbiorców końcowych) i takie informacje godzinowe w odniesieniu do każdego podmiotu łącznie, przekazywane są z giełdy energii do rynku bilansującego. Natomiast wewnętrzną sprawą każdego podmiotu jest przypisanie energii wynikającej z zawartych transakcji dwustronnych i giełdowych do swoich jednostek grafikowych, a następnie przekazanie tych informacji w formie godzinowych grafików pracy na rynek bilansujący.

Wprowadzenie rynku dnia bieżącego
Niezbędne jest jak najszybsze wprowadzenie Rynku Dnia Bieżącego w celu umożliwienia uczestnikom rynku jak najdokładniejszego dopasowania pozycji kontraktowych do ich potrzeb. 

C.2.3.
Mechanizm bilansowania

Zgłaszany problem
Opis problemu według uczestników rynku

Zasady rozliczeń energii wyprodukowanej w wymuszeniu
Brak jednoznacznych zasad w zakresie kwalifikacji wymuszeń. Powinno się rozgraniczać wymuszenia na:

a)
Wymuszenia systemowe.

b)
Wymuszenia elektrowniane.

Powinny obowiązywać inne zasady rozliczeń dla tych rodzajów wymuszeń.

Minimalny poziom cen redukcyjnych
Przyjęte zasady dotyczące minimalnego poziomu cen redukcyjnych uniemożliwiają optymalizację kosztów wytwarzania w KSE.

Ewentualnie należy rozważyć możliwość ustalenia w indywidualnych umowach przesyłowych minimalnej ceny redukcyjnej dla każdego wytwórcy.

Zasady płatności za energię wyprodukowaną w pomiarach i testach
Należność za energię wyprodukowaną w czasie pomiarów lub testów powinna następować zgodnie ze stawką określoną w umowie przesyłowej.

Zasady rozliczeń dla elektrowni posiadających ERO
Należy umożliwić pracę elektrowni z włączonymi układami ERO i zmienić zasady rozliczeń dla tych elektrowni poprzez zdefiniowanie nowego obiektu służącego do rozliczeń odchyleń od skorygowanych pozycji kontraktowych dla grupy jednostek wytwórczych, dla których działa system ERO. 

Rozszerzenie zakresu mocy w ofercie bilansującej
Obecny system wyznaczania jednostek wytwórczych do pracy w regulacji pociąga za sobą blokowanie znacznego zakresu mocy w ofercie, który nie jest uwzględniany w procesie tworzenia planów PKD i BPKD. Efektem tego jest mniejsza elastyczność planów dobowych i zwiększona liczba rozruchów jednostek wytwórczych.

C.2.4.
Zarządzanie rezerwami

Zgłaszany problem
Opis problemu według uczestników rynku

Zmiana zasad kontraktowania regulacyjnych usług systemowych
Proponuje się wprowadzenie nowych zasad kontraktowania RUS. Usługi te ze względu na sposób kontraktowania można podzielić na dwie grupy:

· Kontraktacji stałej w okresach rocznych.

· Kontraktacji dynamicznej w okresach rocznych, miesięcznych i dobowych.

Do RUS kontraktowanych w ramach kontraktacji stałej w formie przetargów i negocjacji w okresach rocznych zalicza się:

· Pracę EC w kondensacji.

· Regulację mocy biernej i napięć w węzłach wytwórczych.

· Usługi gotowości odbudowy zasilania KSE.

· Rezerwę odtworzeniową.

Do RUS kontraktowanych w formie przetargów i negocjacji w ramach kontraktacji dynamicznej w okresach rocznych, miesięcznych i dobowych zalicza się:

· Rezerwy mocy elektrowni wodnych.

· Rezerwę sekundową w ramach regulacji pierwotnej.

· Rezerwę minutową w ramach regulacji wtórnej.

· Rezerwę odtworzeniową dobową.

· Pracę elektrowni cieplnych kondensacyjnych w zaniżeniu i przeciążeniu.

Dodatkowo powinno się zdefiniować zakup dobowy i godzinowy RUS w trybie awaryjnym od jednostek, które nie miały kontraktów na świadczenie tych usług.

Proponuje się rezygnację z zakupu rezerwy godzinowej wirującej na rzecz odpowiedniego zwiększenia stawek za rezerwę dobową odtworzeniową i rezerwę pierwotną oraz wtórną.

Powiązanie zasad świadczenia regulacyjnych usług systemowych przez jednostki wytwórcze z produkcją energii elektrycznej wynikającej z kontraktów i transakcji na rynku energii elektrycznej
Planowanie i wykorzystanie rezerw mocy powinno być prowadzone razem z planowaniem wytwarzania energii elektrycznej (PKD a następnie BPKD) w jednym procesie prowadzącym do rozdziału obciążeń pomiędzy jednostki wytwórcze.

Zasady płatności za energię regulacyjną
Należy opracować zasady wyznaczania wielkości energii (dodatnia lub ujemna) będących zobowiązaniem poszczególnych JGW z tytułu ich udziału w regulacji wtórnej i pierwotnej w oddzielnych okresach rozliczeniowych (dla każdej godziny). Rozliczenie tej energii mogłoby być realizowane na dwa sposoby:

· Poprzez rozliczenie nowej skorygowanej pozycji kontraktowej obejmującej także  zobowiązanie wytwórcy wynikające z przebiegu sygnałów regulacyjnych (Y1) oraz częstotliwości w okresie rozliczeniowym (wg zasad przyjętych dla rozliczania obecnie zdefiniowanej pozycji kontraktowej  skorygowanej). Wymaga to rozszerzenia zakresu mocy w  ofertach  bilansujących ze  wszystkimi ograniczeniami i  konsekwencjami pisanymi wcześniej (Rozszerzenie zakresu  mocy w ofercie bilansującej).

· Poprzez oddzielne rozliczanie energii regulacyjnej wyznaczonej na podstawie przebiegów sygnału Y1 i czestotliwości wg cen uzgodnionych w umowie na świadczenie usług regulacyjnych (np. cen negocjowanych). W tym przypadku skorygowana pozycja kontraktowa byłaby określana i rozliczana wg obecnych ,  natomiast odchylenie  byłoby wyznaczane jako różnica pomiędzy energią  rzeczywistą (ER) a sumą pozycji skorygowanej (ES) i energii regulacyjnej.

C.2.5.
Programowanie produkcji

Zgłaszany problem
Opis problemu według uczestników rynku

Zakres danych w dokumentach przesyłanych do uczestników RB
Dokumenty planistyczne przekazywane przez OSP w ramach procedury planowania i prowadzenia ruchu posiadają ograniczony zakres informacyjny.

RPKD
Nie została rozwiązana kwestia RPKD - Rejestracji Planu Koordynacyjnego Dobowego jako wspomagania rozliczeń na RB. Następuje tutaj - typowe również dla WIRE i SOWE - przemieszanie danych związanych z rozliczeniem pozycji kontraktowych JG na RB a rozliczeniem usług systemowych.

Rozliczenia energii wyprodukowanej w okresie rozruchu
Należy zmienić sposób i zasady rozliczania energii wyprodukowanej w okresie rozruchu bloku. Powiązanie ceny w ostatnim paśmie cenowym, bądź to przyrostowym, (a w skrajnym przypadku redukcyjnym), brane pod uwagę jedynie w fazie optymalizacji jest nierynkową protezą. Przyjęcie ceny ostatniego pasma tylko przyrostowego może zostać zachowane, natomiast cena ta powinna być ceną rozliczania energii w okresie rozruchu bloku. Jednak należy w tym przypadku ściśle wymagać dotrzymywania charakterystyk rozruchowych bloków i dopiero odchylenia od tej charakterystyki rozliczać po cenie CRO. Wprowadzenie tych zasad ograniczy częste wyłączanie i załączanie bloków (kilkakrotnie w ciągu doby). Innym rozwiązaniem tego problemu mogłoby być uwzględnienie kosztu uruchomienia bloku w module LPD, a cena uruchomienia bloku powinna być w zestawie cen negocjowanych. Aktualne rozwiązanie rozliczania energii elektrycznej generowanej podczas rozruchu po cenie CRO w żadnym przypadku nie zmusza OSP do minimalizacji ilości odstawień i uruchomień bloków.

Określenie zasad pracy jednostek wytwórczych w pomiarach i testach
Należy opracować procedurę operacyjną dotyczącą planowania i realizacji pracy jednostek wytwórczych w pomiarach i testach.

Należność za energię wyprodukowaną w czasie pomiarów lub testów powinna następować zgodnie ze stawką określoną w umowie przesyłowej.

Tworzenie spójnych metodologicznie programów PKD i BPKD
Obecne planowanie i prowadzenie ruchu jest wykonywane w dwóch oddzielnych systemach: w systemie godzinowym w ramach PKD i systemie 15 minutowym w ramach BPKD. Zarówno planowanie jak i aktualizacja rozdziału obciążeń powinny odbywać się w przedziałach 15 minutowych przy uwzględnieniu wszystkich informacji o stanie jednostek wytwórczych i systemie elektroenergetycznym. Niezbędne jest również planowanie ze zmiennym horyzontem czasowym (na „zakładkę”) oraz regularnych aktualizacji on line w okresach 2-4 godzinowych.

C.2.6.
Uwagi dodatkowe

Zgłaszany problem
Opis problemu według uczestników rynku

Rozszerzenie zakresu publikacji informacji o rynku bilansującym
Proponuje się rozszerzenie zakresu publikowanych danych w dniach n-2, n-1, n i n+1.

C.3.
Ocena problemów związanych z funkcjonowaniem RB

Analizy działania i wnioski rozwojowe dotyczące mechanizmów bilansowania muszą uwzględniać dwie podstawowe przesłanki, które zadecydowały o kształcie przyjętych rozwiązań i zakładanych kierunkach późniejszych ewolucyjnych zmian:

· Pierwsza z nich zakładała postępującą decentralizację odpowiedzialności na poszczególnych uczestników rynku za zbilansowanie produkcji i poboru energii elektrycznej w ramach systemu elektroenergetycznego. Przyjęto przy tym, że wbrew wcześniejszym poglądom, zdecentralizowane bilansowanie, które jest prowadzone przez podmioty mające najlepszą wiedzę o własnych bieżących uwarunkowaniach pracy w systemie elektroenergetycznym oraz dostęp do zróżnicowanych, często lokalnych opcji fizycznego kształtowania własnego bilansu, jest bardziej efektywne niż bilansowanie scentralizowane. Decentralizacja odpowiedzialności w tym zakresie powinna stopniowo pogłębiać się i prowadzić m. in. do rozwoju lokalnych rynków energii. Jednocześnie od początku zakładano, że dzięki wbudowanym w mechanizmy rynkowe bodźcom ekonomicznym, skala interwencji operatora systemu przesyłowego zapewniającego globalne zbilansowanie systemu będzie miała malejący charakter, a jej wielkość na poszczególnych etapach rozwoju rynku energii będzie uzależniona od aktualnych zdolności do bilansowania się uczestników rynku we własnym zakresie. Stąd też od początku akcentowano funkcję techniczną tego segmentu rynkowego oraz konieczność minimalizowania jego roli handlowej.

· Druga z przesłanek przewidywała stopniowe eliminowanie subsydiowania skrośnego pomiędzy uczestnikami rynku z tytułu kosztów zapewniania zbilansowania i wynikała z generalnych kierunków reformy rynkowej elektroenergetyki. Jeśli poszczególni uczestnicy rynku w znacznie różnym stopniu wpływają na koszty bilansowania produkcji i poboru energii elektrycznej w systemie, to istnieje ekonomiczne uzasadnienie do wprowadzenia mechanizmów różnicujących ponoszone przez nich z tego tytułu opłaty. Powinny one stopniowo prowadzić do racjonalizacji całkowitych kosztów bilansowania i wpływać na polepszenie konkurencyjności dostaw energii elektrycznej.

Ponadto w pierwszej fazie działania mechanizmów bilansowania przyjęto, że będą one pozwalać na alokowanie przez operatora systemu przesyłowego na uczestników rynku kosztów centralnego bilansowania energii elektrycznej czynnej w poszczególnych godzinach rozliczeniowych proporcjonalnie do stopnia indywidualnego niezbilansowania uczestników w tych okresach. Dzięki temu mechanizm ten miał być dla operatora ekonomicznie neutralny, pozwalając na całkowite odzyskanie kosztów godzinowego bilansowania energii czynnej, przy czym pozostałe koszty, w tym zawłaszcza obejmujące koszty uwzględniania ograniczeń, pozyskiwania usług systemowych i eksploatacji systemów rynkowych, miały być pokrywane poprzez operatorską opłatę przesyłową.

Dotychczasowe doświadczenia z działania mechanizmów bilansowania na hurtowym rynku energii elektrycznej w Polsce stanowią wystarczającą podstawę do sformułowania ogólnych ocen i wniosków, a także propozycji rozwoju mechanizmu bilansowania na rynku energii elektrycznej w Polsce. Dotyczą one przede wszystkim:

· Efektywności działania wdrożonych mechanizmów bilansowania, ze szczególnym uwzględnieniem stopnia konkurencyjności pozyskiwania usług bilansowania energii elektrycznej czynnej przez operatora systemu przesyłowego.

· Wpływu innych mechanizmów i segmentów rynkowych na działanie mechanizmów bilansowania, w tym zasad uwzględniania ograniczeń systemowych.

· Wpływu mechanizmów bilansowania na działanie i rozwój innych segmentów rynkowych, a szczególnie giełd energii.

· Kształtowania się zachowań uczestników rynku energii m. in. w zakresie minimalizowania negatywnych skutków ekonomicznych braku zbilansowania i podejmowania działań o charakterze nadużycia nadmiernej siły rynkowej.

C.3.1.
Działanie mechanizmów bilansowania

Dotychczasowe doświadczenia z działania mechanizmów bilansowania na hurtowym rynku energii elektrycznej w Polsce wskazują, że procesy planowania, prowadzenia ruchu i rozliczeń realizowane w ramach tych mechanizmów działały poprawnie. Podobnie jak na Rynku Dnia Następnego Giełdy Energii można wyróżnić trzy odrębne okresy o odmiennych średnich poziomach cen oraz wielkości ich zmienności. W pierwszym okresie (od 01.09.01. r. do 20.02.02. r.) cena rozliczeniowa odchylenia kształtuje się na stosunkowo niskim poziomie 70(75 zł/MWh, a jej fluktuacje następują w wąskim paśmie 50(110 zł/MWh. W drugim okresie w celu zapewnienia bodźców ekonomicznych, zachęcających uczestników rynku do lepszego bilansowania własnych pozycji poprzez kontrakty i transakcje zawierane w innych segmentach niż bilansujący, obniżono minimalną cenę redukcyjną do 50 zł/MWh dla wszystkich wytwórców i dodatkowo wydłużono czas przedkładania umów sprzedaży energii do realizacji. Spowodowało to znaczący wzrost cen średnich, nawet do około 140 zł/MWh oraz zakresu fluktuacji w szerokim zakresie (około 50(220 zł/MWh), a w konsekwencji wzrost ryzyka uczestników rynku z tytułu braku zbilansowania w segmencie bilansującym. Trzeci okres ma miejsce po 1 lipca 2002 r., czyli po wprowadzeniu zróżnicowanych cen rozliczeniowych odchyleń i charakteryzuje się jeszcze większym ryzykiem uczestników rynku z tytułu braku zbilansowania w segmencie bilansującym.

Także wielkości wolumenów obrotu energią elektryczną w segmencie bilansującym należy uznać za poprawne z punktu widzenia przyjętego modelu rynku oraz doświadczeń z funkcjonowania innych rynków energii, w których występuje segment bilansujący. Dane m. in. wskazują, że znaczne wielkości globalnego niezbilansowania w systemie są wyraźnie skorelowane z dniami wolnymi od pracy, a także okresami występowania anomalii pogodowych. Może to sugerować zbyt ograniczone wykorzystywanie przez uczestników rynku kontraktów i transakcji krótkoterminowych do kompensowania krótkookresowych wahań w wielkości zapotrzebowania na energię elektryczną.

Analiza konkurencyjności ofert bilansujących przyrostowych i redukcyjnych składanych przez aktywnych uczestników rynku wskazuje, że znaczna część ofert przyrostowych składanych przez wytwórców w segmencie bilansującym zawiera relatywnie wysokie ceny, które praktycznie uniemożliwiają operatorowi systemu wykorzystanie tych ofert w procesach bilansowania systemu elektroenergetycznego. Z kolei zagregowana krzywa podażowa ofert redukcyjnych wyraźnie dowodzi, że w tym obszarze występuje ograniczona konkurencja pomiędzy wytwórcami. Większość złożonych ofert redukcyjnych jest bliska poziomowi cen minimalnych.

C.3.2.
Skutki zasad uwzględniania ograniczeń systemowych

Najpoważniejszym problemem, jaki napotkał operator systemu przesyłowego w trakcie działania dobowo-godzinowego mechanizmu bilansowania, który w znacznym stopniu zdeterminował prace rozwojowe prowadzone przez operatora, było zachowanie neutralności finansowej z tytułu ponoszonych kosztów uwzględniania ograniczeń systemowych. W różnych okresach działania rynku energii elektrycznej w Polsce w różnym stopniu ujawniały się wprost pełne koszty wynikające z uwzględniania ograniczeń systemowych. W najpełniejszym zakresie zostały one uwidocznione w okresie działania dobowo-godzinowego mechanizmu bilansującego z jednolita ceną rozliczeniową odchylenia i to było podstawową trudnością w zapewnieniu ich pełnego finansowania poprzez taryfę operatora systemu przesyłowego.

W segmencie bilansującym koszty ograniczeń zależą praktycznie od wolumenu i rozkładu na poszczególnych uczestników rynku zgłaszanych do realizacji umów sprzedaży energii elektrycznej w przedziałach godzinowych. Zgodnie z obowiązującymi zasadami funkcjonowania segmentu bilansującego całość kosztów uwzględniania ograniczeń powinna być przenoszona na odbiorców energii elektrycznej poprzez taryfę przesyłową operatora systemu przesyłowego. Oznacza to, że żadna część kosztów ograniczeń nie jest bezpośrednio przenoszona przez rozliczenia w ramach segmentu bilansującego na uczestników rynku energii elektrycznej, a operator systemu przesyłowego, subsydiuje umowy sprzedaży energii elektrycznej zawierane na rynku przez jego uczestników, jeśli jego przychody taryfowe nie pokrywają rzeczywistych wydatków ponoszonych w związku z uwzględnianiem ograniczeń systemowych.

Koszty wynikające z uwzględniania w procesach planowania i prowadzenia ruchu ograniczeń systemowych, na które składają się głównie ograniczenia elektrowniane, ograniczenia sieciowe, w tym ograniczenia związane z wymuszonym wytwarzaniem w określonych źródłach oraz z zachowaniem odpowiedniego poziomu rezerw, ponosił operator systemu przesyłowego. Takie rozwiązanie zostało wybrane w momencie wdrażania dobowo-godzinowego segmentu bilansującego świadomie po to, aby na początku jego funkcjonowania ograniczyć ryzyko pozostałych uczestników rynku. Według przyjętych zasad koszty likwidacji ograniczeń systemowych miały być solidarnie pokrywane w ramach opłat taryfowych przez wszystkie podmioty korzystające z usług przesyłowych operatora systemu przesyłowego. Nie było więc w tym systemie zróżnicowanego mechanizmu przenoszenia czyli alokacji poszczególnych kosztów likwidacji ograniczeń na te z podmiotów, które odpowiadają za powstanie różnych składników tych kosztów. Wysoki koszt wynikający z uwzględniania przez operatora systemu przesyłowego w procesach planowania i prowadzenia ruchu ograniczeń systemowych spowodowany jest między innymi tym, że uczestnicy rynku często przygotowują i zgłaszają niewykonalne grafiki umów sprzedaży energii, w związku z czym operator systemu przesyłowego musi podejmować działania zapewniające ich wykonalność, a to z kolei pociąga za sobą znaczne koszty.

Główną jednak przyczyną powstawania nadmiernych kosztów uwzględniania ograniczeń było wykorzystywanie mechanizmu bilansowania do redukowania wielkości zakontraktowanego na rynku energii wytwarzania i wprowadzania w to miejsce jednostek wytwórczych, które w danym okresie musiały pracować z przyczyn systemowych, a nie posiadały kontraktów.

C.3.3.
Wpływ mechanizmów bilansowania na inne segmenty rynku

Wprowadzenie dobowo-godzinowego rynku bilansującego, a także jego rozwój w ramach dokonywanych późniejszych nowelizacji zasad, miało istotny, zdecydowanie pozytywny wpływ na rozwój pozostałych segmentów rynkowych, a nawet powstanie nowych form handlu energią elektryczną. Najlepszym przykładem może być rozwój Rynku Dnia Następnego, prowadzonego przez Giełdę Energii S.A. Od dnia jego uruchomienia (1 lipca 2000 r.) do dnia wdrożenia segmentu bilansującego (1 września 2001 r.) obroty na giełdzie energii były co prawda stosunkowo wysokie, jednak giełdowe ceny transakcyjne w żadnym stopniu nie odzwierciedlały zmienności w czasie wartości ekonomicznej energii elektrycznej będącej przedmiotem obrotu. Ceny energii elektrycznej były praktycznie stałe i łatwo przewidywalne aż do dnia uruchomienia segmentu bilansującego. Dopiero wtedy na giełdzie energii zadziałały mechanizmy cenotwórcze, które spowodowały, że ceny energii zaczęły być skorelowane z bieżącą wielkością zapotrzebowania w systemie elektroenergetycznym, a w konsekwencji ze zmiennymi kosztami wytwarzania energii w zależności od aktualnej relacji popytu i podaży.

Jednocześnie jednak nastąpiło przejściowe załamanie się wielkości obrotu giełdowego. Jak należy przypuszczać, co potwierdzają efekty późniejszych zmian w zasadach segmentu bilansującego, podstawową tego przyczyną było kształtowanie się na niskim poziomie cen rozliczeniowych odchyleń w tym segmencie rynkowym. Były one po pierwsze skutkiem stosowania jednolitej ceny rozliczeniowej odchyleń i występującego przekontraktowania odbiorców energii elektrycznej, po drugie braku doświadczenia wytwórców w kształtowaniu cen ofertowych usług bilansujących w systemie cenotwórstwa tzw. pay-as-bid
 i w konsekwencji na ich kształtowaniu się na niskim poziomie. Stopniowe nabieranie doświadczeń oraz późniejsze wprowadzenie zróżnicowanych cen rozliczeniowych odchyleń w segmencie bilansującym pozwoliło znacząco zwiększyć udział giełdy energii w rynkowym obrocie energią elektryczną. Zmianie uległy także strategie uczestników rynku zawierających transakcje giełdowe, co skutkowało wzrostem średniego poziomu i fluktuacji cen transakcyjnych po 1 lipca 2002 roku. 

Oprócz tego wprowadzenie dobowo-godzinowego segmentu bilansującego, przy jednoczesnym stopniowym ograniczaniu obowiązku zakupu energii elektrycznej z kontraktów długoterminowych, ewidentnie pozytywnie wpłynęło na rozwój innych form handlu energią elektryczną w Polsce. Znacząco wzrósł udział kontraktów dwustronnych w całości obrotów energią elektryczną, od połowy 2002 roku przekraczając 40 %, a w ramach tego powstają internetowe platformy handlu energią (działające głównie w formie tabeli ofert) i internetowy lub telefoniczny handel pośredniczący typu on-line, które pozwalają na coraz lepsze bilansowanie swoich możliwości wytwórczych lub zapotrzebowania przez uczestników rynku. Poprawiają one nie tylko płynność obrotu na rynku energii elektrycznej, ale także zwiększają zakres ogólnie dostępnych informacji cenowych np. cen referencyjnych. Jak wskazują doświadczenia brytyjskie, należy liczyć się z tym, że nowe formy obrotu energią elektryczną mogą skutecznie konkurować z giełdami energii, prowadząc do zmniejszenia ich udziału w rynku. W Polsce taką szansą dla rozwoju alternatywnego handlu okazało się wydłużenie czasu pomiędzy zamknięciem sesji giełdowej Rynku Dnia Następnego i terminem przekazania zgłoszeń umów sprzedaży w segmencie bilansującym z godziny 1000 do godziny 1100. W okresie tym rozwinął się przede wszystkim tzw. handel telefoniczny, który podobnie jak giełda zaczął oferować produkty dobowe.

C.3.4.
Zachowania uczestników rynku

Wdrożenie mechanizmów bieżącego bilansowania i rozliczeń odchyleń na rynku energii elektrycznej zwłaszcza według zróżnicowanych cen rozliczeniowych odchyleń w segmencie bilansującym, który wymaga indywidualnego bilansowania pozycji kontraktowych i fizycznych, niesie szereg skutków ekonomicznych dla jego uczestników. Powiązanie po raz pierwszy, poprzez mechanizm rynku bilansującego, ceny energii elektrycznej z ryzykiem rynku otwiera również drogę do działania firm handlowych, które nie tylko aktywnie pośredniczą w zawieraniu transakcji ale także, co jest o wiele istotniejsze, mogą przejąć na siebie część ryzyka rynku. Oznacza to z jednej strony wzrost znaczenia ryzyk rynkowych w segmencie bilansującym, z drugiej nowe możliwości skutecznego zarządzania tymi ryzykami. Przede wszystkim konieczna jest poprawa systemów planowania wytwarzania lub odbioru w poszczególnych okresach rozliczeniowych, zwłaszcza w sytuacji gdy ceny rozliczeniowe odchyleń mają charakter niesymetryczny, w celu ekonomicznego stymulowania uczestników, którzy powinni zapewniać coraz lepsze zbilansowanie własnych pozycji kontraktowych. Ponadto uczestnicy rynku powinni wykorzystywać pozytywne efekty wynikające z agregowania rozliczeń dla szeregu podmiotów uczestniczących w segmencie bilansującym, co powinno być realizowane przez rynkowych konsolidatorów (agregatorów).

Konsolidacja (agregacja) rozliczeń jest procesem, za pomocą którego ekspozycja na ceny rozliczeniowe odchyleń może być zredukowana poprzez łączne rozliczenie szeregu jednostek wytwórczych lub/i odbiorczych w celu zmniejszenia ich wypadkowej średniej zmienności odchyleń od pozycji kontraktowej. Korzyść z agregacji wynika z tego, że odchylenia poszczególnych jednostek w grupie mogą się wzajemnie częściowo lub całkowicie kompensować (jeśli odchylenia w tych samych okresach rozliczeniowych mają odwrotne kierunki), a tym samym odchylenie netto dla całej grupy będzie niższe, a także niższa będzie wypadkowa ekspozycja na ceny rozliczeniowe odchyleń. Oprócz tego podmioty wypełniające funkcje agregatorów mogą ułatwiać małym uczestnikom rynku udział w mechanizmach bilansowania. W ramach wdrażanych rozwiązań mechanizmów bilansowania zwykle zakłada się możliwość uczestnictwa małych podmiotów o niestabilnych charakterystykach wytwarzania lub odbioru.

W ramach programu wdrażania rynku energii elektrycznej w Polsce założono stopniowe wzmacnianie siły sygnałów ekonomicznych wymuszających zbilansowanie pozycji uczestników rynku, a jednocześnie wzrost możliwości zarządzania ryzykiem wynikającym z braku zbilansowania. W pierwszej fazie działania segmentu bilansującego wydzielono jednostki grafikowe, dla których prowadzony był proces planowania i zgłaszanie przez zarządzających nimi uczestników rynku pozycji kontraktowych. Również procesy rozliczeń odchyleń od pozycji kontraktowych wykonywane były przez operatora systemu przesyłowego dla poszczególnych jednostek grafikowych. Do rozliczeń odchyleń od pozycji kontraktowych każdej jednostki grafikowej wykorzystywano jednolitą cenę odchyleń (jednakową bez względu na kierunek odchylenia), wyznaczaną na podstawie kosztów bilansowania ponoszonych przez operatora systemu w poszczególnych godzinach rozliczeniowych. Doświadczenia z tego okresu wskazują, że stosowanie jednolitej ceny rozliczeniowej, która kształtowała się na stosunkowo niskim poziomie, stanowiło zbyt słaby bodziec ekonomiczny by wymusić skuteczne bilansowanie indywidualnych pozycji kontraktowych uczestników rynku. Ta sytuacja podnosiła atrakcyjność handlu w segmencie bilansującym i miała negatywny wpływ na rozwój handlu na giełdach energii. Ponadto występowało ograniczone zainteresowanie agregacją odchyleń jednostek grafikowych w procesach rozliczeniowych.

� Ceny rozliczeniowe odchyleń na rynku bilansującym w danym okresie rozliczeniowym są ustalane jako średnie ważone z wykorzystanych ofert bilansujących w tym okresie.
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