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Rozmowa z dr inż. Edwardem Siwym z Instytutu Elektroenergetyki i Sterowania Układów Politechniki Śląskiej

Stan polskich sieci
ELEKTROENERGETYCZNYCH
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Infrastruktura sieci elektroenerge-
tycznych w Polsce jest dziś w dużym 
stopniu przestarzała. Jej możliwości 
przesyłowe nie pozwalają na rozwój 
nowych mocy energetycznych, na-
tomiast zapotrzebowanie na energię 
rośnie i będzie się stale zwiększać. 
Proponuje Pan – zamiast kosztow-
nej modernizacji sieci elektroenerge-
tycznych – podniesienie możliwości 
obciążeniowych istniejących sieci, 
aby zaspokoić rosnący popyt i w du-
żej mierze prognozowaną podaż. 

Można śmiało powiedzieć, że dzi-
siaj niemalże wszyscy operatorzy sieci 
znacznie bardziej wolą intensyfi kować 
wykorzystanie swoich zdolności prze-
syłowych – czyli tego majątku, który 
posiadają – zamiast go rozwijać. Inwe-
stowanie w sieć wiąże się z ryzykiem 
inwestycyjnym, a przede wszystkim 
z wysokimi kosztami. Dużym utrudnie-
niem są także liczne bariery formalno-
prawne. Jest znanych wiele przykładów 
ciągnących się latami inwestycji. 

Wobec tego potrzeba zwiększa-
nia zdolności linii przesyłowych jest 
oczywista. Większość funkcjonujących 
w Polsce linii jest obciążona w niedu-
żym procencie. Istnieje natomiast wie-
le wąskich gardeł, istotnych z punktu 
widzenia systemu elektroenergetycz-
nego, na których występują przecią-
żenia i powodują ograniczenia zdol-
ności przesyłowych. Problem ten do-
tyczy zarówno sieci przesyłowych, jak 
i sieci 110 kV. 

Potrzeba zwiększania zdolności 
przesyłowych wynika także z rozwo-
ju źródeł rozproszonych, a szczegól-
nie energetyki wiatrowej. Planowanych 
w Polsce farm wiatrowych jest stosunko-
wo dużo, podstawowym ograniczeniem 
dla tych inwestycji są zdolności przesy-
łowe sieci elektroenergetycznej. 

Rozwiązanie problemów systemu 
przesyłowego wymaga podejścia 
kompleksowego. Praktykowany 
dziś proces planowania sieci nie 
uwzględnia uwarunkowań lokal-
nych oraz współpracy ze źródłami 
rozproszonymi. 

Brałem niedawno udział w pracach 
dotyczących planowania rozwoju sieci 
w centrum dużego miasta i okazało się, 
że uwarunkowania lokalne są zupeł-
nie różne od wszelkich teoretycznych 
wskaźników, jakie do tej pory się przyj-
mowało, a związanych np. z prognozo-
wanym wzrostem obciążenia. 

Energetyka lokalna wyznaczyła no-
wy kierunek planowania, w którym na-
stępuje zastąpienie planowania rozwo-
ju realizowanego centralnie (podejście 
top-down) na planowanie oddolne (po-
dejście bottom-up). Istnienie źródeł roz-
proszonych wymusza podejście w któ-
rym plany rozwoju sieci przesyłowej 
formułowane są na poziomie gminy 
i ujmowane w planach dotyczących 
rozwoju województwa, aż do szcze-
bla planów centralnych. W ten sposób 
można w warunkach rynkowych osią-
gnąć zrównoważony rozwój regionu, 
przy uwzględnieniu lokalnych zasobów 
energii pierwotnej (w tym odnawialnej), 
popytu oraz możliwości rozwoju źródeł 
rozproszonych. Lokalne plany rozwojo-
we, uzupełnione o planowane przedsię-
wzięcia w źródłach systemowych i pro-
gnozy wymiany międzysystemowej, po-
winny być podstawą do monitorowania 
krajowego bilansu mocy i energii oraz 
miernikiem oddziaływania na środowi-
sko. Na podstawie tych bilansów oraz 
systemowych analiz techniczno-ekono-
micznych i ekologicznych powinien być 
tworzony zintegrowany program rozwo-
ju krajowego systemu elektroenerge-
tycznego. Najważniejszym aspektem 
takiego planowania jest dostosowanie 
go do lokalnych uwarunkowań. 

Podejście lokalne wiąże się z tym, 
że uwarunkowania lokalnego rynku mo-
gą odbiegać od ogólnych danych doty-
czących całego kraju, tym bardziej, że 
dochodzą do tego źródła rozproszone. 
I to jeszcze bardziej dowodzi, że pla-
nowanie musi być skoncentrowane na 
rynkach lokalnych. 

Nieodpowiednie rozmieszczenie źró-
deł rozproszonych, np. farm wiatro-
wych, może powodować obciążenia 
sieci generujące duże straty energii. 

W jakim stopniu od operatora zależy 
lokalizacja takich źródeł i ich przyłą-
czeń, a w jakim od inwestora?

To operator powinien wskazywać 
miejsca w sieci, w których lokalne źró-
dła powinny być umiejscowione. Decy-
zja o takiej lokalizacji zależy od inwesto-
ra, ale operator może wysłać w stosun-
ku do niego pewne bodźce – zarówno 
pozytywne, jak i negatywne – wska-
zujące, gdzie z pewnych powodów 
technicznych nie powinno być źródła, 
a gdzie będzie ono bardziej pożądane. 
Uczestniczę w wykonywaniu ekspertyz 
przyłączeniowych dla farm wiatrowych 
i widzę, że inwestorzy mogą być w tej 
materii elastyczni i starają się poszuki-
wać lokalizacji źródła tam, gdzie jest to 
najbardziej korzystne, chociaż czasa-
mi warunki terenowe i atmosferyczne 
to utrudniają. 

Optymalna lokalizacja źródeł sta-
nowi jeden aspekt tej sprawy. Duże 
znaczenie posiada również wielkość 
mocy tych źródeł. 

Pewnych mocy nie powinniśmy 
przekraczać, ponieważ w pewnym mo-
mencie np. sieć średniego napięcia 
może zacząć pracować jako pewien 
lokalny rynek wytwórczy. To powodu-
je dynamiczne zwiększenie strat, po-
nieważ ta moc nie będzie przychodzić 
z systemu, tylko będzie do niego eks-
portowana. Z sieci średniego napięcia 
energia będzie wysyłana na wyższy 
poziom, co nie jest zgodne z prawidło-
wym przesyłem. 

Innym problemem są lokalne zdol-
ności przesyłowe systemu.

Wiele możliwości daje intensyfi ka-
cja wykorzystania sieci napowietrznych. 
Najprostszą możliwością zwiększenia 
przepustowości linii napowietrznej jest 
podwyższenie granicznej temperatury 
roboczej. Obciążalność linii elektroener-
getycznej jest limitowana dopuszczalną 
temperaturą przewodu, która jest z ko-
lei limitowana dopuszczalną odległością 
do ziemi, czyli zwisem tej linii. W sta-
rych liniach temperatura graniczna ro-
bocza była przyjmowana na poziomie 
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40 stopni, nowsze linie projektuje się na 
poziomie 60 lub 80 stopni. Powszech-
nie dziś stosowane przewody typu AFL 
mogłyby pracować przy temperaturze 
80 stopni, ponieważ nie stanowi ona 
zagrożenia dla samego przewodu, na-
tomiast powoduje to zbyt duży zwis, 
przez co może stanowić zagrożenie 
dla obiektów pod linią.

Wobec tego w jaki sposób można 
podwyższyć temperaturę graniczną 
roboczą sieci? 

Można dokonać na przykład regu-
lacji zwisu, jednak wszystko powinno 
zacząć się od audytu linii, od oceny jej 
rzeczywistej zdolności przesyłowej oraz 
warunków w jakich ona pracuje. Dobrą 
możliwością jest wdrożenie dynamicz-
nej obciążalności termicznej linii napo-
wietrznych. Wcześniej obciążalność 
określało się jako sezonową – letnią 
i zimową. Czyli 31 marca obciążalność 
dla linii 240 mm kwadratowych wyno-
siła 625A, a 1 kwietnia 325A. 

Określenie obciążalności musi być 
uzależnione od temperatury otoczenia 
- staje się ona wówczas dynamiczna, 
zależna od warunków pogodowych. 
Każda temperatura poniżej 30 stopni 
(obciążalność dawniej przyjmowana za 
letnią) daje możliwości większej przepu-
stowości linii. Dlatego trzeba mieć świa-
domość, że rzeczywista obciążalność 
linii zmienia się w bardzo szerokim za-
kresie. W określonych warunkach pogo-
dowych może być kilkakrotnie większa 
od tej, którą my przyjmujemy za obcią-
żalność nominalną. 

Jakie inne działania można podjąć 
w celu intensyfi kacji zdolności prze-
syłowych linii napowietrznych?

Kolejnym elementem potrzebnym 
do zwiększenia zdolności przesyłowych 
jest wprowadzenie monitoringu linii na-
powietrznych. Wymaga to zainstalo-
wania określonych urządzeń, na pod-
stawie pomiaru których bezpośrednio 
można określić bieżącą obciążalność 
linii, która w największym stopniu zale-
ży od wiatru, jego kierunku i prędkości. 
Istnieje możliwość opracowania proste-

go systemu komputerowego, który na 
bieżąco będzie wyznaczał obciążalność 
linii. Dodatkowo można wprowadzić 
tu system prognozowania, pozwala-
jący przewidywać nieodległe w czasie 
zagrożenia dla pracy linii. Taki system 
opiera się na monitoringu warunków 
pogodowych, temperatury przewodów, 
naciągu przewodu oraz jego zwisu. 

Co zatem z przestarzałymi techno-
logicznie i fi zycznie liniami napo-
wietrznymi? 

Wymiana przewodów w liniach na-
powietrznych z zastosowaniem prze-
wodów wysokotemperaturowych, ni-
skozwisowych to ostatni element in-
tensyfi kacji ich zdolności przesyłowych. 
Z punktu widzenia problemów formal-
noprawnych ma to jedną dużą zaletę 
– nie rusza się konstrukcji wsporczych. 
Operacje wymiany przewodów można 
wykonywać w ramach remontu linii, 
a nie budowy. To zasadniczo skraca 
cały proces. 

Żeby dokonać wymiany przewo-
dów, należy najpierw spełnić kilka wa-
runków. Podstawowym założeniem jest 
to, że po zmianie przewodów ich od-
ległość do ziemi jest taka sama, jak 
przedtem albo mniejsza. Również ob-
ciążenia konstrukcji wsporczych nie 
mogą się zwiększyć. Jeżeli odległości 
do ziemi zostaną zachowane, to nie ma 
potrzeby wykonywania podwyższeń 
słupów. Jeżeli obciążenia konstrukcji 
nie zmieniają się, to nie ma potrzeby 
wykonania wzmocnień słupów. W tej 
sytuacji nie trzeba dokonywać zmian 
ani w słupach mocnych, ani w słupach 
przelotowych. Powinna zostać zacho-
wana również średnica przewodu – 
jej zwiększenie spowoduje zwiększe-
nie ciężaru i naporu wiatru, co wpływa 
na obciążenie konstrukcji wsporczych. 
Zmniejszenie średnicy również jest nie-
dopuszczalne, co jest z kolei związane 
z wyładowaniami ulotowymi. 

Wymieniać, ale na co?
Jest wiele nowych rozwiązań do 

zastosowania. Niektóre są stosowane 
w UE i na świecie. Pożądane własno-

ści nowych przewodów uzyskano dzię-
ki zastosowaniu nowych materiałów. 
A te pożądane własności przewodów 
są dwie: po pierwsze musi być odpor-
ny na wysoką temperaturę. Są to tzw. 
przewody wysokotemperaturowe, któ-
re mogą osiągać nawet dwieście kilka-
dziesiąt stopni przy zachowaniu długo-
trwałego przepływu energii. W prakty-
ce wysokotemperaturowymi nazywa 
się także te przewody, które pracują 
przy temperaturze przynajmniej 150 °C. 
Druga pożądana własność przewodów 
to niski zwis. Ich najbardziej istotnym 
parametrem jest rozszerzalność ter-
miczna. Każdy materiał ma określony 
współczynnik rozszerzalności termicz-
nej, która powoduje, że przewód pod 
wpływem wzrostu temperatury wydłuża 
się, co powoduje zwiększanie się jego 
zwisu. Wniosek jest prosty: tempera-
tura przewodu nie może przekraczać 
określonego poziomu.

Na rynku dostępne są przewody jed-
norodne, gdzie materiał spełnia zarówno 
funkcje przewodnika, jak również ele-
mentu przenoszącego obciążenia me-
chaniczne, a także – co jest częściej sto-
sowane – przewody dwumateriałowe, 
w których inny materiał jest wykorzysty-
wany na oplot i inny na rdzeń. Oplot ma 
za zadanie przewodzenie prądu, a rdzeń 
ma za zadanie przenoszenie obciążeń 
mechanicznych. To oczywiście pewne 
uproszczenie, bo zwykle, w przypadku 
obciążeń mechanicznych, zarówno oplot 
i rdzeń je przenoszą. 

Jakie materiały zastosowano w no-
wych przewodach?

Najbardziej popularny materiał wy-
korzystywany na oplot to stopy alumi-
nium (AlMgSi). Do przewodów wysoko-
temperaturowych – co również możemy 
potraktować jako rozwiązanie standar-
dowe – wprowadzono materiały ze sto-
pu aluminium z cyrkonem, tzn. TAL, któ-
re pracują w temperaturze do 150 °C, 
ZTAL, które pracują w temperaturze 
do 210 °C oraz XTAL, które pracują 
w temperaturze do 230 °C. 

Z kolei w przypadku materiałów 
na rdzeń jest dostępna większa gama 
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rozwiązań. Najnowsze rozwiązanie to 
przewody typu ACCC (Aluminium Con-
ductor Composite Core) – rdzeń kom-
pozytowy z włókien szklanych i wę-
glowych, osadzonych w żywicy poli-
merowej. Kolejne to przewody ACCR 
(Aluminium Conductor Composite Rein-
forced), które mają rdzeń kompozytowy 
z mikrowłókien tlenkowych osadzonych 
w aluminium (Al-Al2O3) oraz przewody 
inwarowe (TACIR, ZTACIR i XTACIR) 
– zawierające rdzeń inwarowy (stop 
FeNi). Przewody GTACSR (Gap Type 
Aluminium Conductor Steel Reinforced) 
mają szczelinę pomiędzy rdzeniem sta-
lowym, a segmentowymi drutami stopo-
wymi TAL, wypełnioną smarem – dzię-
ki czemu taki przewód praktycznie wisi 
tylko i wyłącznie na rdzeniu. Ma to taką 
zaletę, że współczynnik rozszerzalności 
termicznej stali jest kilkakrotnie mniej-
szy niż współczynnik rozszerzalności 
termicznej aluminium. Taki przewód też 
będzie miał charakter przewodu nisko-
zwisowego – znacznie mniej będzie się 
wydłużał. Przewody typu ACSS (Alumi-
nium Conductor Steel Supported) po-
siadają zwykły rdzeń stalowy oraz oplot 
z całkowicie wyżarzonego aluminium. 
Są to przewody budową zbliżone naj-
bardziej do naszych tradycyjnych AFLi, 
mają rdzeń stalowy, oplot z aluminium 
(najczęściej ze stopu aluminium typu 
TAL), mają jedną cechę charaktery-
styczną – aluminium jest tu całkowicie 
wyżarzone, tzn. miękkie, czyli przewód 
ma tę własność, że siły mechaniczne 
przenosi przede wszystkim rdzeń. 

Jak bardzo zwisy tych przewodów 
różnią się od zwisu tradycyjnych 
AFLi? 

Zwis przewodu jest uzależniony od 
temperatury. Zwis tradycyjnego AFLa 
osiąga dla większości krajowych linii 
swoją wartość graniczną przy tempe-
raturze 40 °C. Natomiast wszystkie po-
zostałe przewody tę wartość granicz-
nego zwisu osiągają w znacznie wyż-
szych temperaturach, co daje możliwość 
znacznie większego obciążenia takiego 
przewodu – najlepszy jest przewód typu 
ACCC, potem ACCR, następnie porów-

nywalnie ACSS i przewody typu GAP. Te 
zależności kształtują się na wszystkich 
poziomach przekroju przewodu bardzo 
podobnie, zarówno dla sieci 110 kV jak 
i dla sieci przesyłowej. 

Z technicznego punktu widzenia we 
wszystkich analizach wychodzi, że naj-
lepszy jest ACCC, ponieważ posiada 
on rdzeń z tworzywa sztucznego i jego 
współczynnik rozszerzalności termicz-
nej jest bardzo niewielki. Przyrost zwi-
su wraz z temperaturą jest stosunkowo 
mały. Ma on niestety również wady – jest 
wrażliwy na uszkodzenia, choćby z te-
go powodu, że jego rdzeń jest jednoele-
mentowy. W przypadku uszkodzenia siły 
występujące w linii napowietrznej degra-
dują własności mechaniczne przewodu 
i powodują jego zerwanie. Przewód ten 
został zastosowany w krajowym syste-
mie elektroenergetycznym w linii 220 kV 
i trzy razy się zerwał. Podobne zdarzenia 
miały miejsce wcześniej w USA. W mo-
jej ocenie ten przewód wymaga jeszcze 
dalszych badań i nie powinien być w naj-
bliższym czasie stosowany w krajowych 
sieciach napowietrznych. 

W takim razie które przewody nowe-
go typu najlepiej stosować – z punk-

tu widzenia optymalizacji zdolności 
przesyłowych – przy modernizacji 
linii 110 kV?

Dla przewodu AFL-6, 185 mm kwa-
dratowych, obciążalność standardowa 
przy temperaturze pracy 40 °C będzie 
wynosić 270A. Po wymianie na prze-
wód typu ACSS można uzyskać 735A, 
po wymianie na przewód typu ACCR 
820A. Z kolei po wymianie na ACCC 
można uzyskać 1070A. Dla tej samej 
średnicy przewodu, dla tego samego 
przekroju, dla tych samych zwisów, dla 
tych samych obciążeń mechanicznych, 
dostajemy 3, 4 razy większą obciążal-
ność linii. To tak, jakbyśmy dobudowali 
jeszcze dwie linie. Nie musimy tutaj ru-
szać konstrukcji wsporczych. Często 
jednak okazuje się, że konstrukcje te 
także muszą zostać zmodernizowane 
ze względu na to, że są one stare. 

Problem intensyfikacji zdolności 
przesyłowej bezpośrednio wiąże 
się z problemem integracji sieci ze 
źródłami rozproszonymi.

Wszystkie aspekty, o których mó-
wiłem, nabrzmiewają, jeżeli połączymy 
je z problemem generacji w źródłach 
wiatrowych. 
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Obecnie w Polsce mamy uzgodnio-
ny zakres ekspertyz przyłączeniowych 
dla kilkudziesięciu tysięcy MW w całym 
kraju. Wielkość ta przekracza kilkakrot-
nie obciążenie szczytowe naszego kra-
ju. Odbiega ona od sensownych ram. 
Mimo wszystko tylu jest potencjalnych 
chętnych inwestorów. 

Farmy wiatrowe, dla których uzgod-
niono warunki przyłączenia stanowią 
łącznie kilkanaście tysięcy MW. Przyj-
muje się, że zdolność przesyłowa sys-
temu elektroenergetycznego w Pol-
sce i potrzeby wynikające z wyma-
ganej energii wytwarzanej w źródłach 
odnawialnych pozwalają na przyłącze-
nie około 10 000 MW w elektrowniach 
wiatrowych. Nasz system więcej nie 
przyjmie i więcej nie jest potrzebnych. 
Jednak moc obecnie zainstalowana 
w źródłach wiatrowych wynosi tylko 
około 500 MW.

U źródeł tej sytuacji stoi fakt, że 
mamy bardzo dużo teoretycznych elek-
trowni wiatrowych. Na tym rynku jest 
dużo inwestorów, którzy są tylko i wy-
łącznie teoretycznymi inwestorami. Roz-
winął się bowiem taki rynek, że teore-
tyczny inwestor wykonuje projekt, robi 
ekspertyzy uzyskania warunków przy-
łączenia i próbuje sprzedać to komuś, 
kto naprawdę jest w stanie wybudować 
elektrownię wiatrową. Czyli większość 
z tych „megawatów” to nie są inwesto-
rzy. I tak naprawdę to w dalszym ciągu 
nie wiemy, ilu z tych inwestorów czy 
pseudoinwestorów będzie rzeczywiście 
realizować inwestycje. Trwają obecnie 
przygotowania nowelizacji prawa w tym 
zakresie, i m.in. planuje się wprowadze-
nie kaucji, umożliwiającej blokowanie 
tych teoretycznych inwestorów. 

Jakie ma to znaczenie dla rozwoju 
zdolności przesyłowych sieci ener-
getycznej?

Na obszarach o dobrej wietrzności 
wszyscy chcą lokalizować swoje farmy 
wiatrowe. Dość często mają miejsce 
sytuacje, gdy do sieci lokalnej 110 kV 
chce zainstalować się kilku inwestorów 
i wybudować farmy wiatrowe. Każda 
z tych farm generuje kilkadziesiąt me-

gawatów. Na dodatek sieć o przekro-
ju 120 mm kwadratowych na pozio-
mie 110 kV jest stara. Po wykonaniu 
przykładowej ekspertyzy, przewidują-
cej standardową letnią obciążalność 
przewodów okazuje się, że linie są 
przeciążone od stu dwudziestu kilku 
procent do 250%. Biorąc pod uwa-
gę taki wynik, operator wydając klien-
towi warunki przyłączenia pisze, że 
musi on zmodernizować odcinki sie-
ci, co będzie kosztowało np. 100 mln 
zł, natomiast opłata przyłączeniowa 
wyniesie 50 mln zł. Kolejne 50 mln zł 
teoretycznie zapłaci operator za mo-
dernizację tej sieci.

Gdyby jednak operator wdrożył dy-
namiczną obciążalność termiczną czy 
monitoring linii, okazałoby się, że nie 
ma potrzeby rozbudowywać sieci. Ist-
nieją oczywiście warunki pogodowe, 
dla których konieczne byłoby wprowa-
dzenie ograniczeń w produkcji w nie-
których farmach wiatrowych. W temp. 
30 °C farma 60 MW musiałaby praco-
wać w 50% swojej mocy zainstalowa-
nej. W temperaturze 20 °C elektrownia 
ta musiałaby pracować w 85% mocy. 
Jednak w rzeczywistości elektrownie 
wiatrowe rzadko pracują w 50% swo-
ich mocy produkcyjnych. Roczny czas 
użytkowania mocy szczytowej dla farmy 
wiatrowej to przy dobrej wietrzności ok. 
2500 godzin.

W takim razie prawdopodobieństwo 
wystąpienia zagrożenia nadmierne-
go obciążenia linii jest niewielkie.

W warunkach przyłączenia można 
określić, że w pewnych sytuacjach za-
grożenia systemu występuje koniecz-
ność ograniczenia mocy farmy. Inwe-
stor biorąc pod uwagę fakt, że może 
dziać się to bardzo rzadko, powinien 
bez oporu wyrazić na to zgodę. Wów-
czas w ogóle nie trzeba rozbudowy-
wać sieci. 

Jeżeli zostałby zainstalowany mo-
nitoring w liniach, to mogłoby się oka-
zać, że prawdopodobieństwo wystąpie-
nia potrzeby ograniczenia pracy farmy 
wiatrowej jest bliskie zeru. Wynika to 
m.in. z tego, że przy wietrze dobrze 

są chłodzone przewody i w znacznym 
stopniu wzrasta rzeczywista obciążal-
ność linii. 

Przy wykonywaniu ekspertyz jest 
liczona generacja w farmach wiatro-
wych przy prędkości wiatru 15 m/s, 
a obciążalność przewodów jest wyzna-
czona przy prędkości wiatru pół metra 
na sekundę. Z pewnością istnieją takie 
warunki, kiedy linia jest oddalona od 
farmy i jest czymś osłonięta. Jednak 
z przeprowadzonych przeze mnie ana-
liz wynika – przy założeniu najgorszych 
warunków, tj. wiatr wiejący równolegle 
do linii – że i tak ta obciążalność jest 
dużo większa niż obciążalność stan-
dardowa letnia.

Czy można postawić tezę, że czyn-
nikiem ograniczającym dynamikę in-
westycji w farmy wiatrowe jest wpi-
sywanie w warunkach przyłączenia 
konieczności modernizacji linii?

W wydawanych warunkach przyłą-
czenia, wszystkie linie są zwykle przez 
operatorów wpisywane do moderniza-
cji. Z pewnością jest to czynnik ogra-
niczający, zwalniający dynamikę tych 
inwestycji i trochę odstraszający in-
westorów, a szczególnie niestety tych 
inwestorów poważnych, którzy swoje 
zamierzenia opierają na rachunku eko-
nomicznym. Ale konsekwencja tego jest 
taka, że jeżeli zalecenia wydane w wa-
runkach przyłączenia miałyby być re-
alizowane, to ktoś musi za to zapłacić. 
Powiedzmy, że 50% zapłaci inwestor, 
ale 50% zapłacą odbiorcy końcowi, po-
nieważ koszty te zostaną wprowadzo-
ne do taryfy za energię elektryczną i za 
jej dystrybucję. Ktoś musi zapłacić za 
niepotrzebny rozwój sieci. Nie neguję 
potrzeby inwestycji w rozwój systemu 
elektroenergetycznego, ale potrzebne 
są inwestycje w te rzeczy, które na-
prawdę swoją funkcję spełnią, tj. ukła-
dy zarządzania siecią czy systemy po-
miarowania i transmisji danych także 
w wybrane linie. Natomiast nie w roz-
budowę sieci, która tak naprawdę ni-
czemu nie służy. 


