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Wprowadzenie  
Niniejsza analiza została przeprowadzona w celu weryfikacji możliwości transformacji sektora 

ciepłowniczego w Polsce zgodnie z założeniami pakietu „Fit for 55”. Sektor ciepłowniczy w Polsce 

posiada wyjątkowe cechy i znaczenie w porównaniu do innych państw członkowskich Unii Europejskiej. 

Obecna sytuacja sektora ciepłownictwa systemowego w Polsce wraz z uwarunkowaniami 

klimatycznymi została przedstawiona szczegółowo poniżej. Jednocześnie wskazano dostępne 

technologie oraz paliwa pozwalające na transformację sektora ciepłowniczego. Powyższe fakty zostały 

wzięte pod uwagę przy przeprowadzonym badaniu możliwości spełnienia najistotniejszych wymagań 

wynikających z projektowanych aktów prawa unijnego, w szczególności projektu dyrektyw EED, RED III 

i EPBD. Odpowiedź na pytanie o możliwość transformacji sektora ciepłownictwa systemowego 

w Polsce wynika z rezultatów obliczeń modelu ekonomicznego. Wykorzystanie opartego na danych 

rynkowych, ekonomicznych oraz charakterystyce technologicznej badania pozwoliła na uzyskanie 

kluczowej odpowiedzi o możliwość dostosowania do wymogów z pakietu „Fit for 55” oraz na 

oszacowanie kosztów transformacji. Na podstawie szczegółowej analizy dotyczącej systemów o różnej 

wielkości wyciągnięte zostały kluczowe wnioski i rekomendacje dla dalszych działań legislacyjnych.  

Celem analizy jest znalezienie realnych uwarunkowań transformacji w kierunku ograniczenia 

emisji. Zidentyfikowane uwarunkowania powinny być podstawą dla odpowiedniego dostosowania 

wprowadzanych rozwiązań regulacyjnych odpowiednich do unikalnych wyzwań stojących przed 

sektorem ciepłownictwa systemowego w Polsce. Na ich podstawie zostały zaprezentowane 

rekomendacje, które znajdują się na końcu niniejszej analizy.  

1 Opis uwarunkowań funkcjonowania sektora ciepłownictwa systemowego 

w Polsce 

1.1 Sektor ciepłownictwa systemowego w ujęciu statystycznym 

1.1.1 Potencjał ciepłownictwa systemowego 

Szeroko rozumiane ciepłownictwo dzieli się na ciepłownictwo systemowe, czyli systemy 

ciepłownicze składające się z sieci ciepłowniczych wraz z jednostkami wytwórczymi oraz ciepłownictwo 

niesystemowe – czyli wszelkie indywidualne źródła ciepła w budynkach lub gospodarstwach 

domowych. Ciepło systemowe wykorzystywane jest do celów grzewczych w 40,4% gospodarstw 

domowych w Polsce1, tj. około 6 milionach.  

Zgodnie ze stanem na koniec 2020 r., koncesje wydane przez Prezesa Urzędu Regulacji 

Energetyki (URE) na prowadzenie działalności w zakresie wytwarzania, przesyłania i dystrybucji oraz 

obrotu ciepłem posiadało 387 przedsiębiorstw (łącznie 797 poszczególnych koncesji na dany rodzaj 

działalności w zakresie zaopatrzenia odbiorców w ciepło). Szczegółowe dane dotyczące 

charakterystyki koncesjonowanego ciepłownictwa w latach 2002-2020 przedstawiono w Tabeli 1. 

 
1 Główny Urząd Statystyczny, „Zużycie energii w gospodarstwach domowych w 2018 r.” 
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Tabela 1: Potencjał koncesjonowanego ciepłownictwa w latach 2002-20202 

 
* Moc zamówiona w 2003 r., w 2002 r. nie zbierano danych dotyczących mocy zamówionej 

** Od 2004 r. długość sieci obejmuje również sieci niskoparametrowe (tzw. zewnętrzne instalacje odbiorcze) 

*** Definicje tych kategorii zamieszczone zostały w rozdziale Uwagi Metodyczne raportu „Energetyka cieplna w liczbach – 2020” 

1.1.2 Podstawowe wielkości charakteryzujące ciepłownictwo systemowe w Polsce 

Koncesjonowane przedsiębiorstwa ciepłownicze dysponują zróżnicowaną i rozdrobnioną 

infrastrukturą techniczną, która jest określana przez dwie podstawowe wartości: zainstalowaną moc 

cieplną oraz długość sieci ciepłowniczej. W 2020 r. zainstalowana moc cieplna wynosiła 53 271,1 MW, 

a osiągalna - 52 593 MW. W 2020 r. koncesjonowane przedsiębiorstwa ciepłownicze dysponowały 

sieciami ciepłowniczymi o długości 22 123,1 km (względem 21 701,2 km w roku 2019). 

W Tabeli 2 zestawiono długość sieci ciepłowniczych w Polsce i ich rozwój od roku 2002. Warto 

zauważyć, że największy udział stanowią sieci ciepłownicze o długości ponad 50 km. Dla tej kategorii 

dane wskazują zarazem na największą dynamikę rozwoju. 

Tabela 2: Długość sieci ciepłowniczych w Polsce3 

 
* Długość sieci ciepłowniczej od 2018 obejmuje sieci niskoparametrowe (tzw. zewnętrzne instalacje odbiorcze) 

Przedsiębiorstwa energetyczne wytwarzają ciepło w źródłach o różnej wielkości, z przewagą 

ilościową źródeł małych, tj. o mocy zainstalowanej cieplnej do 50 MW, którymi, jak przedstawiono na 

Wykresie 1, dysponowało 44,6% przedsiębiorstw.  

 
Wykres 1: Struktura przedsiębiorstw ciepłowniczych według mocy zainstalowanej [MW] w źródłach ciepła w 2020 r.4 

 
2 Opracowanie własne na podstawie raportu URE, „Energetyka cieplna w liczbach – 2020” 
3 Ibidem 
4 Ibidem 

Wyszczególnienie 2002 r. 2019 r. 2020 r.
Dynamika

2020/2002 [%]

Dynamika

2020/2019 [%]

Liczba koncesjonowanych przedsiębiorstw ciepłowniczych 894,00 396,00 387,00 43,29 97,73

Liczba przedsiębiorstw biorących udział w badaniu 849,00 404,00 399,00 47,00 98,76

Moc zainstalowana w MW 70 952,80 53 560,90 53 271,10 75,08 99,46

Moc zamówiona* w MW 38 937,00 34 408,00 34 665,54 89,03 100,75

Długość sieci** w km 17 312,50 21 701,20 22 123,11 127,79 101,94

Zatrudnienie w etatach 60 239,00 29 037,00 28 737,00 47,70 98,97

Sprzedaż ciepła ogółem *** w TJ 469 355,50 344 712,64 343 690,65 73,23 99,70

Ciepło oddane do sieci *** w TJ 336 043,00 258 909,40 257 377,29 76,59 99,41

Ciepło dostarczone do odbiorców przyłączonych do sieci*** w TJ 298 938,10 226 671,83 224 500,80 75,10 99,04

Długość sieci [km] 2002 2018 2019 2020

Polska 17 312,5 21 367,6 21 701,2 22 123,1

3 i poniżej 326,5 39,8 42,2 36,3

3–5 402,4 114,7 94,9 90,8

5–7 431,2 125,3 96,2 90,9

7–10 580,7 381,0 368,7 335,2

10–20 1 597,1 1 256,9 1 197,2 1 269,5

20–50 2 545,1 3 116,3 3 159,8 3 075,5

Powyżej 50 11 429,5 16 333,6 16 742,2 17 224,9

7,3%
8,3%

44,6%

19,8%

5,3%

7,8%
4,5% 2,5%

Brak mocy

10 i poniżej

10-50

50–125

125–200

200–500

500–1000

Powyżej 1000
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Co istotne, dziesięć koncesjonowanych podmiotów dysponowało mocą zainstalowaną źródeł 

przekraczającą 1 000 MW każde, a ich łączna moc osiągalna stanowiła ponad 1/3 mocy osiągalnej 

wszystkich źródeł koncesjonowanych. Przedsiębiorstwa te działały również w obszarze wytwarzania 

energii elektrycznej. 

1.1.3 Produkcja ciepła 

Przedsiębiorstwa energetyczne prowadzące działalność w zakresie wytwarzania ciepła 

wyprodukowały w 2020 r., łącznie z ciepłem odzyskanym w procesach technologicznych, 393,8 tys. TJ 

ciepła. Szczegółowe informacje w zakresie produkcji ciepła koncesjonowanego, a także wolumenów 

ciepła dostarczonego do sieci oraz odbiorców zostały przedstawione na Rysunku 1. 

 
Rysunek 1: Produkcja ciepła w Polsce w 2020 roku5 

Z całkowitej produkcji ciepła w koncesjonowanych przedsiębiorstwach energetycznych w roku 

2020, udział ciepła produkowanego w kogeneracji wynosił 65,2%. Spośród 370 przedsiębiorstw 

wytwarzających ciepło w 2020 r. 34,6% z nich wytwarzało ciepło również w kogeneracji. 

1.1.4 Zużycie paliw w ciepłownictwie systemowym 

Aktualnie w sektorze ciepłownictwa koncesjonowanego nadal dominują paliwa węglowe, 

których udział w 2020 r. stanowił 68,9% paliw zużywanych w źródłach ciepła (2019 r.- 71%, 2018 r. − 

72,5%, 2017 r. − 74%). Od 2002 r. udział paliw węglowych obniżył się o 12,8 p.p., zaobserwowano 

natomiast wzrost udziału paliw gazowych – o 6,9 p.p. i odnawialnych źródeł energii (OZE) – o 7,2p.p.. 

Strukturę paliw w roku 2002 oraz 2020 prezentuje Wykres 2. 

 
5 Ibidem 
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Wykres 2: Struktura paliw zużywanych do produkcji ciepła 2002 r. i w 2020 r. oraz do produkcji ciepła w kogeneracji  
w 2020 r.6 

Należy zauważyć, że zróżnicowanie paliw zużywanych do produkcji ciepła jest nieco większe 

wśród przedsiębiorstw produkujących ciepło w kogeneracji. W tej grupie przedsiębiorstw również 

dominują paliwa węglowe, ale jedną trzecią stanowią inne paliwa, w tym 10,1% źródła OZE, 10,6% gaz 

ziemny i 4,8% olej opałowy. 

1.1.5 Sprzedaż, koszty wytworzenia i ceny sprzedaży ciepła 

W 2020 r. wolumen sprzedaży ciepła ogółem przez koncesjonowane przedsiębiorstwa 

ciepłownicze (łącznie z odsprzedażą innym przedsiębiorstwom) wyniósł 343 690,7 TJ. 

Średnia jednoskładnikowa cena ciepła sprzedawanego ze wszystkich koncesjonowanych źródeł 

wytwarzających ciepło wyniosła 44,33 zł/GJ, co oznacza wzrost o 8,2% w stosunku do ceny w roku 2019 

(40,97 zł/GJ). Jednocześnie, średnia cena ciepła sprzedawanego z koncesjonowanych źródeł 

wytwarzających ciepło bez kogeneracji wyniosła 51,87 zł/GJ, zaś średnia jednoskładnikowa cena ciepła 

sprzedawanego ze koncesjonowanych źródeł wytwarzających ciepło w kogeneracji wyniosła 41,32 

zł/GJ. 

Warto również wskazać, że koszty wytworzenia ciepła – a tym samym poziom jego cen −  

są ściśle skorelowane z rodzajem paliwa zużywanego do tej produkcji, co zobrazowano w Tabeli 3.  

Tabela 3: Ceny ciepła wytworzonego w 2020 roku7 

 

Na kształtowanie poziomu przychodów osiąganych przez przedsiębiorstwa ciepłownicze 

zasadniczy wpływ ma wielkość sprzedaży ciepła, która zależy od potrzeb cieplnych odbiorców i rodzaju 

paliwa zużywanego w źródle. Te z kolei kształtują średnie ceny ciepła oraz zakres usług świadczonych 

odbiorcom. Działania termomodernizacyjne odbiorców, wyższa średnia temperatura miesięcy 

 
6 Ibidem 
7 Ibidem 

81,7%

3,7%

7,8%

2,9%

4,0%

68,9%

10,6%

4,8%

10,1%

5,6%

63,8%

11,5%

6,2%

11,5%

7,0%

0,0% 10,0% 20,0% 30,0% 40,0% 50,0% 60,0% 70,0% 80,0% 90,0%

paliwa węglowe

paliwa gazowe

olej opałowy

OZE

pozostałe paliwa

2020 w kogeneracji 2020 2002

Wyszczególnienie
2018 

[zł/GJ]

2019 

[zł/GJ]

2020 

[zł/GJ]

Dynamika 

2019/2018 

[%]

Dynamika 

2020/2019 

[%]

Średnia cena wytwarzania ciepła 38,72 40,97 44,33 105,81 108,2

Węgiel kamienny 37,93 40,34 43,88 106,35 108,77

Węgiel brunatny 24,74 25,09 28,03 101,41 111,72

Olej opałowy lekki 68,49 73,75 58,4 107,68 79,19

Olej opałowy ciężki 34,66 34,95 37,16 100,84 106,33

Gaz ziemny wysokometanowy 50,72 52,17 53,64 102,86 102,82

Gaz ziemny zaazotowany 42,13 43,34 46,06 102,87 106,28

Biomasa 41,42 42,65 45,77 102,97 107,31

Inne odnawialne źródła energii 36,44 36,53 37,71 100,25 103,23

Pozostałe paliwa 36,87 37,84 44,08 102,63 116,49
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zimowych oraz rosnący poziom oszczędności odbiorców, to powody zmniejszonych dostaw ciepła, 

a w konsekwencji niższe przychody przedsiębiorstw. 

Rok 2020 był okresem szczególnym dla całej gospodarki, w tym również dla ciepłownictwa. 

W okresie pandemii COVID-19 nastąpiła stabilizacja na rynku paliw, chociaż nie spowodowało to 

obniżenia średniej ceny wytwarzania ciepła, na co miał wpływ poziom kosztów zakupu uprawnień do 

emisji dwutlenku węgla. Dane te zostały zobrazowane w Tabeli 4. 

Tabela 4: Łączny wynik na działalności energetycznej (energia elektryczna i ciepło) w elektrowniach i elektrociepłowniach8 

 

1.1.6 Spełnienie wymogów efektywnego systemu ciepłowniczego 

Zgodnie z obecnie obowiązującą definicją efektywny system ciepłowniczy i chłodniczy, jest to 

taki system, w którym do produkcji ciepła lub chłodu wykorzystuje się: 

• co najmniej 50% energii ze źródeł odnawialnych lub  

• co najmniej 50% ciepło odpadowe, lub  

• co najmniej 75% ciepło pochodzące z kogeneracji, lub  

• co najmniej w 50% połączenie takiej energii i ciepła9. 

W Polsce wciąż zdecydowana większość systemów ciepłowniczych pozostaje nieefektywna – 

dane z 2019 r. wskazują na udział systemów efektywnych wyłącznie na poziomie ok. 10 % ogólnej liczby 

systemów ciepłowniczych, głównie w dużych aglomeracjach miejskich. Podstawowym czynnikiem 

powodującym taki właśnie punkt startowy jest charakter polskich sieci ciepłowniczych. W Polsce 

aglomeracje miejskie są ogrzewane oraz zasilane w ciepło na potrzeby ciepłej wody użytkowej przez 

dysponujące wysokimi mocami wytwórczymi duże systemy ciepłownicze. Praktycznie niemożliwe jest 

dzielenie dużych systemów ciepłowniczych na mniejsze, zwłaszcza w dużych miastach, ze względu na 

zwartą zabudowę, duże zagęszczenie infrastruktury budynkowej, strukturę właścicielską gruntów. 

Brakuje jednocześnie technologii OZE, które mogłyby na szerszą skalę zapewnić odpowiednio wysoką 

temperaturę nośnika doprowadzanego do sieci (zostało to szerzej opisane w podrozdziale 1.4). 

Zmniejszenie temperatury po stronie odbierającej ciepło sieciowe nie jest możliwe do 

przeprowadzenia w racjonalny i odpowiedzialny sposób w ciągu kilku lat. 

Osiągnięcie statusu efektywnego systemu ciepłowniczego po zakończeniu inwestycji 

warunkuje dostęp do finansowania ze środków publicznych na modernizację systemów 

ciepłowniczych. Ograniczenie udzielania pomocy publicznej dla nieefektywnych systemów 

ciepłowniczych utrudnia ich modernizację i przejście na niskoemisyjne technologie. 

 
8 Opracowanie na podstawie danych URE i sprawozdań G.10.2 (ARE) 
9 Art. 7b ustawy z dnia 10 kwietnia 1997 r. Prawo energetyczne (Dz.U. z 2021 r. poz. 716 z późn. zm.) 

Wyszczególnienie [tys. zł]

Przychody ze sprzedaży energii elektrycznej i ciepła 50 327 257,40

Koszty działalności własnej 27 709 782,80

Koszty zakupu energii do odsprzedaży, koszty umorzonych praw majątkowych, opłaty zastępczej 10 504 497,60

Koszty sprzedaży 970 872,90

Koszty zarządu 1 013 280,20

Razem koszty uzyskania przychodów ze sprzedaży energii elektrycznej i ciepła 40 198 433,50

Wynik na sprzedaży energii elektrycznej i ciepła 10 128 823,90

Pozostałe przychody 1 896 153,90

w tym przychody ze sprzedaży uprawnień do emisji CO 2 736 250,30

Pozostałe koszty 16 522 353,00

w tym koszty zakupu uprawnień do emisji CO2 11 127 243,70

Wynik z uwzględnieniem pozostałych przychodów i kosztów -4 497 375,20

Przychody finansowe 79 821,00

Koszty finansowe 797 233,90

Wynik z uwzględnieniem przychodów i kosztów finansowych -5 214 788,10
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1.2 Polski sektor ciepłowniczy na tle innych krajów europejskich 

Sektor ciepłownictwa systemowego zaspokaja obecnie około 12-13% zapotrzebowania na 

ciepło w Unii Europejskiej (UE). Udział ciepła sieciowego jako źródła ogrzewania znacznie różni się  

w zależności od regionu, np. w krajach Europy Północnej i Wschodniej jest częstym rozwiązaniem, 

podczas gdy w Europie Południowej oraz w większości krajów Europy Zachodniej odgrywa niewielką 

rolę. Największym sektorem ciepłownictwa systemowego w Europie charakteryzują się Niemcy,  

a następnie Polska i Szwecja.10 Sytuacja w tym zakresie zobrazowana jest na rysunku 2. 

 

Rysunek 2: Mapa 3207 systemów ciepłowniczych (3106) i chłodniczych (101) w 2737 miastach spośród 14 państw 
członkowskich Heat Roadmap Europe4, według kategorii dystrybucji sieciowej oraz rocznych wolumenów sprzedaży ciepła 
i chłodu11 

Obecnie około 60 milionów obywateli UE jest zaopatrywanych ciepłem poprzez sieć 

ciepłowniczą, a dodatkowe 140 milionów mieszka w miastach z co najmniej jednym systemem 

ciepłowniczym12. Według danych Heat Roadmap Europe, jeśli trend urbanizacyjny utrzyma się 

i zostaną przeprowadzone odpowiednie inwestycje, do 2050 roku prawie połowa europejskiego 

zapotrzebowania na ciepło może zostać zaspokojona przez ciepłownictwo systemowe.13 

Ponad 50% końcowego zużycia energii brutto w Unii Europejskiej przypada na sektor 

ciepłowniczy, co czyni ten sektor największym konsumentem sektora energetycznego. Trzy czwarte 

europejskiego ciepła jest nadal wytwarzane ze źródeł opartych na paliwach kopalnych, z czego prawie 

połowa to gaz ziemny. Budynki, w tym sektor mieszkaniowy i usługowy, odpowiadają obecnie za 40% 

całkowitego końcowego zużycia energii w UE – mając w nim największy udział14. Mieszkalnictwo 

odpowiada za użycie 54% energii finalnej na potrzeby ogrzewania i chłodzenia, a następnie usługi – 

21% i przemysł – 24% (dane z 2015 r.)15. 

 
10 EHP, Country by Country Report (2019) 
11 U. Persson, Methodologies and assumptions used in the mapping, Heat Roadmap Europe Deliverable 2.3, 2017. 
12 EHP, Country by Country Report (2019) 
13 Heat Roadmap Europe, Heat Roadmap Europe 
14 COM(2020) 662 final, Komunikat Komisji do Parlamentu Europejskiego, Rady, Europejskiego Komitetu Ekonomiczno-
Społecznego i Komitetu Regionów: Fala renowacji na potrzeby Europy – ekologizacja budynków, tworzenie miejsc pracy, 
poprawa jakości życia, Bruksela, 14 października 2020 r. 
15 European Commission Joint Research Centre (JRC), Decarbonising the EU heating sector (2019) 

https://heatroadmap.eu/
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Sprzedaż ciepła sieciowego, czyli rzeczywista ilość ciepła dostarczonego do odbiorców 

końcowych, jest jednym z kluczowych wskaźników biznesowych, który wskazuje punkt odniesienia co 

do wielkości sektora. Polski rynek ciepłowniczy jest drugim po Niemczech największym w Europie, co 

obrazuje Wykres 3. 

 

 

Wykres 3: Całkowita sprzedaż ciepła sieciowego do klientów (2013 - 2017, w GWh)16 

Rozmiar sektora ciepłowniczego określa również liczba jego klientów. Pod tym względem, 

znajdujące się na pierwszym miejscu Polska wraz z Niemcami znacząco wyprzedzają resztę krajów 

europejskich. W 2017 r. liczba odbiorców ciepła w Polsce przekraczała 16 mln, oznacza to,  

że co czwarty klient ciepła systemowego w Europie był mieszkańcem tego kraju. Liczbę odbiorców 

ciepła systemowego w 2017 r. przedstawiono na Wykresie 4. 

 
Wykres 4: Liczba odbiorców ciepła systemowego, 201717 

Pod względem długości sieci ciepłowniczej Polskę w całej Unii Europejskiej wyprzedzają tylko 

Dania i Niemcy, co przedstawiono na Wykresie 5. Łączna długość sieci ciepłowniczych stanowi 

dodatkowy wskaźnik pokazujący dotychczasowy wzrost i potencjał sektora. Inwestycje sieciowe są 

barometrem świadczącym o zainteresowaniu i oczekiwaniach inwestorów wobec sektora, ponieważ 

zwykle inwestycje w ciepłownictwie dokonywane są z myślą o długoterminowej stopie zwrotu. 

 
16 EHP, op. cit. 
17 Ibidem 
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Wykres 5: Łączna długość sieci ciepłowniczej w km (2011 - 2017).18 

Jednym z najważniejszych wskaźników oceny siły sektora ciepłowniczego jest porównanie jego 

udziału w rynku z innymi rozwiązaniami ciepłowniczymi, takimi jak indywidualne kotły na gaz ziemny, 

ogrzewanie elektryczne, centralne ogrzewanie biomasą, pompy ciepła i inne na danym obszarze. Dane 

przedstawione na Wykresie 6 ilustrują bardzo nierówny udział sieci ciepłowniczych w Europie, przy 

czym Islandia, Dania, Litwa, Szwecja, Polska i Finlandia wyróżniają się na tle pozostałych. Najbardziej 

zauważalny spadek w ciągu ostatnich pięciu analizowanych lat miał miejsce w Szwecji, gdzie ze względu 

na niskie ceny energii elektrycznej coraz więcej klientów wybiera ogrzewanie elektryczne. 

 

Wykres 6: Udział ciepłownictwa w źródłach energii wykorzystywanych do zaspokojenia zapotrzebowania na ciepło 

w obszarach zasięgu sieci ciepłowniczej (2013-2017) 19 

Polska pozostaje w grupie krajów o niskim udziale energii odnawialnej zarówno w zużyciu 

energii finalnej na cele ogrzewania i chłodzenia, jak również w wytwarzaniu ciepła sieciowego. Udział 

energii odnawialnej w ciepłownictwie systemowym w wybranych państwach członkowskich UE 

przedstawiono na Wykresie 7. Należy przy tym wskazać, że kraje takie jak Dania, Finlandia, Francja 

i Łotwa, które poczyniły znaczne postępy w ciągu analizowanych pięciu lat w celu zwiększenia udziału 

energii ze źródeł odnawialnych w swoich systemach ciepłowniczych, dokonały tego przede wszystkim 

w oparciu o biomasę.  

 
18 Ibidem 
19 Ibidem 
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Wykres 7: Udział energii odnawialnej w ciepłownictwie systemowym20 

1.3 Warunki klimatyczne w Polsce 

Zgodnie z systemem Koppena, najpowszechniejszym systemem klasyfikacji klimatu, na terenie 

Polski występują warunki klimatyczna charakterystyczne dla trzech podstawowych stref 

klimatycznych. W przeważającej części Polska leży w strefie klimatu umiarkowanie ciepłego oraz 

kontynentalnego, natomiast w górnych partiach Sudetów i Karpat występuje klimat wysokogórski. 

Klimat Polski cechuje duża zmienność w ciągu roku, co jest związane z położeniem Polski w pomiędzy 

strefami wpływów różnych czynników klimatotwórczych. Największe znaczenie mają następujące 

czynniki: 

• położenie w średnich szerokościach geograficznych (54°50'–49°00') – strefa umiarkowana  

z określoną ilością ciepła; 

• względnie mała odległość od Oceanu Atlantyckiego, co łagodzi klimat, czyli ociepla zimą  

a chłodzi latem; 

• względna bliskość zwartego lądu Eurazji, co czyni klimat ostrzejszym, tzn. zimą jest mroźnie, 

latem upalnie;  

• równoleżnikowy układ krain geograficznych ułatwiający przemieszczanie się mas powietrza 

wzdłuż kierunku zachód‑wschód (brak przeszkód terenowych w postaci gór). 

Średnie roczne temperatury w Polsce przedstawiono na Rysunku 3. 

 
20 EHP, Country by Country 2019 Report 
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Rysunek 3: Średnie roczne temperatury w Polsce 

Nad Polską ścierają się masy powietrza, a o ich napływie decydują przede wszystkim dwa duże, 

stałe ośrodki baryczne – Wyż Azorski i Niż Islandzki. Ich położenie oraz wielkość zmieniają się w ciągu 

roku, co ma istotny wpływ na ruchy mas powietrza. Największy wpływ na klimat mają masy powietrza 

polarno-morskiego i polarno-kontynentalnego (suche, upalne lato oraz sucha i mroźna zima), 

decydujące o jego przejściowości. Dodatkowo masy powietrza zwrotnikowo-morskiego znad Morza 

Śródziemnego przynoszą latem burze, a zimą częste odwilże. Polska leży w strefie wiatrów zmiennych 

z przewagą zachodnich, których udział stanowi około 60%. Zimą wieja głównie wiatry wschodnie. 

Dla wymagań ciepłownictwa systemowego oraz do obliczeń zapotrzebowania na ciepło dla 

budynków, zgodnie z normą PN-EN 12831:2006, Polskę dzieli się na aż pięć stref klimatycznych, które 

pozwalają określić podstawowe parametry obliczeniowe powietrza zewnętrznego. Biorąc pod uwagę 

zróżnicowanie geograficzne Polski, rejon kraju podzielono, w zależności od pory roku (zima/lato),  

na obszary o w dużym stopniu stałej maksymalnej temperaturze projektowej.21 Na Rysunku 4 oraz 

w Tabeli 5 przedstawiono podział Polski na strefy klimatyczne oraz projektowe temperatury dla każdej 

z nich. 

 

 

 
21 Źrodło: https://strefaklimatyzacji.pl/, 11.02.2022 

https://strefaklimatyzacji.pl/
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Rysunek 4: Strefy klimatyczne Polski wg PN-EN 12831:2006122 

Tabela 5: Projektowe temperatury dla stref klimatycznych w Polsce 

Strefa 
klimatyczna 

Projektowa 
temperatura 

zewnętrzna oC 

Średnia roczna 
temperatura 

zewnętrzna oC 

I -16 7,7 

II -18 7,9 

III -20 7,6 

IV -22 6,9 

V -24 5,5 

Omówiony powyżej klimat Polski oraz jego uwarunkowania temperaturowe mają istotny 

wpływ na zużycie energii na ogrzewanie budynków, co z kolei wpływa znacząco na pracę systemów 

ciepłowniczych. Aby zaprezentować skalę zapotrzebowania na ciepło sieciowe w Polsce, operuje się 

pojęciem stopniodni. Stopniodni (ang. degree-days) to narzędzie, które można wykorzystać do oceny 

i analizy zużycia energii w budynkach w związku ze zmiennością pogodową. Zasadniczo stopniodni  

są sumą różnic między temperaturą zewnętrzną a pewną temperaturą odniesienia (lub bazową)  

w określonym przedziale czasu. Kluczową kwestią w stosowaniu stopniodni jest określenie 

temperatury bazowej, która w budynkach odnosi się do bilansu energetycznego budynku oraz 

systemu: zarówno grzewczego, jak i chłodzenia23. Według danych Eurostatu, stopniodni grzewcze dla 

Polski w 2020 roku były następujące: minimalna wartość to 2797, a maksymalna - 3660. Warszawa 

miała 3050,1 stopniodni24. 

Średnie liczby stopniodni grzewczych dla Polski na tle innych europejskich krajów w ostatnim 

dziesięcioleciu przedstawia Tabela 6. Wynika z niej, że w 2020 r. liczba stopniodni grzania w Polsce była 

wyższa o około 9% od średniej unijnej. 

 
22 Klimat w Polsce 2020, Instytut Meteorologii i Gospodarki Wodnej, źródło: www.imgw.pl, 11.02.2022 
23 www.ogrzewnictwo.pl, 11.02.2012 
24 Do obliczeń przyjęto bazową temperaturę wewnętrzną 15°C dla 5 stref klimatycznych wg normy PN-EN 12831 

http://www.imgw.pl/
http://www.ogrzewnictwo.pl/
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Tabela 6: Stopniodni grzewcze w krajach Unii Europejskiej25 

 

1.4 Uwarunkowania wynikające z lokalizacji systemów ciepłowniczych w miastach 

Charakterystyka systemów ciepłowniczych i ich wielkość pod względem mocy zainstalowanej 

w źródłach w istotnej mierze determinuje możliwość i tempo wykorzystywania źródeł odnawialnych. 

Instalacje OZE nie są alternatywą w rozległych systemach ciepłowniczych, które zasilają w Polsce duże 

miasta. Dystrybucja ciepła jest utrudniona, ponieważ infrastruktura nie jest kompatybilna ze źródłami 

niskotemperaturowymi opartymi na OZE – efektywne wykorzystanie energii z OZE i odpadowej 

wymaga obniżenia temperatury wody w sieci ciepłowniczej z obecnego poziomu 135/70C na  

65/40C. Z kolei kluczowym elementem realizacji systemu niskotemperaturowego jest 

termomodernizacja budynków i modernizacja instalacji wewnętrznych budynków, która, biorąc pod 

uwagę tempo wprowadzania i zakres zmian legislacyjnych powiązanych z tym obszarem, generowałaby 

ogromne koszty, w tym koszty utopione tzw. sunk costs. Dodatkowo, sektor energetyczny nie ma 

wpływu na tempo realizacji procesów termomodernizacji, która co do zasady znajduje się w zakresie 

odpowiedzialności właścicieli i zarządców budynków.  

Prawie połowa przedsiębiorstw energetycznych w Polsce dysponuje mocą zainstalowaną 

źródeł ciepła przekraczającą 50 MW. Są to głównie przedsiębiorstwa ciepłownicze w większych 

miastach, których ludność przekracza 100 tys. mieszkańców. Z kolei 20% przedsiębiorstw dysponuje 

mocą zainstalowaną w źródłach ciepła na poziomie ponad 125 MW. W Polsce w wielu miejscowościach 

funkcjonują systemy ciepłownicze o mocy od kilku MW do ponad 1000 MW, zasilane jednym lub 

kilkoma źródłami wytwarzania. Zdecydowana ich większość powstała w latach 1950-1970, a w okresie 

późniejszym była sukcesywnie rozbudowywana. Systemy (zarówno instalacje wewnętrzne budynków, 

sieci przesyłowe i dystrybucyjne, jak i źródła wytwórcze) projektowane były mając na uwadze rozwój 

miasta, uwarunkowania pogodowe i technologiczne, jako systemy wysokotemperaturowe, pracujące 

 
25 Źródło: dane EUROSTAT, 11.02.2022 

ROK 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 2019 2020

Unia 

europejska - 

27 krajów 

2 968,15 3 237,86 3 160,09 2 815,53 2 901,23 3 033,05 3 044,85 2 940,90 2 909,29 2 758,95

Belgia 2 404,68 2 766,54 3 021,71 2 323,21 2 632,63 2 695,22 2 584,09 2 511,15 2 532,36 2 339,71

Bułgaria 2 798,59 2 614,00 2 387,56 2 365,02 2 371,11 2 420,17 2 527,59 2 352,10 2 152,56 2 247,42

Czechy 3 234,60 3 399,61 3 514,82 2 919,87 3 090,62 3 247,67 3 311,50 2 995,64 2 998,07 3 078,64

Dania 3 148,45 3 424,15 3 396,28 2 834,98 3 114,15 3 141,46 3 112,11 3 048,54 3 026,80 2 920,71

Niemcy 2 873,02 3 130,93 3 289,06 2 659,00 2 908,42 3 009,02 2 965,83 2 774,95 2 800,81 2 741,03

Estonia 4 084,00 4 579,62 4 154,32 4 143,17 3 795,56 4 208,45 4 209,57 4 064,64 3 883,05 3 553,49

Irlandia 2 766,10 2 861,13 2 835,61 2 629,47 2 912,09 2 744,05 2 668,92 2 754,34 2 706,58 2 744,36

Grecja 1 796,64 1 654,99 1 439,27 1 397,47 1 572,95 1 458,36 1 612,13 1 371,74 1 448,99 1 489,06

Hiszpania 1 572,46 1 873,15 1 921,25 1 554,36 1 610,60 1 724,77 1 606,48 1 796,63 1 670,72 1 553,94

Francja 2 057,49 2 439,28 2 637,51 2 080,89 2 255,70 2 397,90 2 336,00 2 181,92 2 246,95 2 037,95

Chorwacja 2 359,44 2 355,07 2 290,00 1 885,28 2 246,21 2 264,65 2 323,22 2 139,52 2 076,47 2 137,64

Wlochy 1 856,24 1 952,79 1 932,55 1 631,87 1 808,06 1 766,12 1 879,86 1 746,84 1 813,91 1 750,40

Cypr 794,38 817,04 707,11 523,15 749,52 677,81 720,83 470,75 693,06 630,45

Łotwa 3 937,92 4 322,02 4 036,79 3 939,85 3 657,39 4 002,81 3 997,38 3 862,19 3 622,92 3 403,51

Litwa 3 767,86 4 081,27 3 873,17 3 729,28 3 523,32 3 829,94 3 761,50 3 687,57 3 391,36 3 305,64

Luxemburg 2 633,71 2 921,04 3 204,69 2 515,66 2 850,70 2 962,58 2 871,62 2 666,78 2 753,60 2 567,27

Węgry 2 815,26 2 768,77 2 688,69 2 277,68 2 598,04 2 707,02 2 742,93 2 468,70 2 381,22 2 546,56

Malta 549,19 662,36 460,65 374,61 543,90 322,36 534,15 365,57 515,23 401,93

Holandia 2 516,57 2 817,13 3 012,96 2 282,08 2 625,49 2 679,86 2 538,98 2 528,64 2 514,41 2 386,31

Austria 3 409,28 3 552,85 3 635,43 3 126,98 3 316,42 3 419,30 3 498,07 3 193,65 3 279,50 3 322,79

Polska 3 315,94 3 551,16 3 502,91 3 094,64 3 112,56 3 286,01 3 288,37 3 123,43 2 951,82 3 006,10

Portugalia 1 089,29 1 347,73 1 336,17 1 138,56 1 080,28 1 233,04 1 054,83 1 307,33 1 109,07 1 007,58

Rumunia 3 174,10 3 089,55 2 865,71 2 730,97 2 787,05 2 920,43 2 918,88 2 748,49 2 568,23 2 665,91

Słowenia 2 826,88 2 836,51 2 870,67 2 345,72 2 703,06 2 759,75 2 834,88 2 579,61 2 600,72 2 690,84

Słowacja 3 244,11 3 296,36 3 237,52 2 713,17 3 058,95 3 176,37 3 289,94 2 923,83 2 899,05 3 046,66

Finlandia 5 239,13 5 839,92 5 238,58 5 237,14 5 014,74 5 325,90 5 508,23 5 349,59 5 482,97 4 871,03

Szwecja 4 895,71 5 471,41 5 155,24 4 850,03 4 875,48 5 092,48 5 181,13 5 122,22 5 119,61 4 592,94
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na parametrach zasilania ok. 140 – 150°C. W większych miastach, w źródłach instalowane były układy 

kogeneracyjne jako najsprawniejsze układy wytwarzania, zaś w mniejszych - układy ciepłownicze. 

Układy scentralizowane pozwalały eliminować indywidualne źródła ciepła o niskiej sprawności 

i większym negatywnym wpływie na środowisko, co istotnie zmniejszało zjawisko smogu i poprawiało 

jakość powietrza. Postępująca w ciągu ostatnich 20 lat wymiana starych sieci ciepłowniczych na sieci 

w systemie rur preizolowanych pozwoliła na obniżenie parametrów pracy sieci do około 125°C. 

Jak wskazano w podrozdziale 1.1.4, zdecydowana większość dużych systemów ciepłowniczych 

wykorzystuje jednostki kogeneracji opalane paliwem węglowym. Aktywa te zostały w znacznym 

stopniu zmodernizowane, tak, żeby spełniać normy emisji zanieczyszczeń do środowiska opisane  

w konkluzjach BAT. Mimo, że nie we wszystkich przypadkach nastąpił zwrot poniesionych nakładów 

inwestycyjnych, już planowane są procesy inwestycyjne mające na celu ich transformację na jednostki 

kogeneracji opalane paliwami gazowymi. Rozwiązanie to stanowi pomost do osiągnięcia celu 

zeroemisyjnego. Systemy ciepłownicze oparte o gazowe jednostki kogeneracji będą mogły być 

uzupełniane przez jednostki wykorzystujące odnawialne źródła energii, np. w miejscach, w których 

dostępne są zasoby lokalnej biomasy, a naturalnym wyborem będzie budowa źródeł kogeneracyjnych 

zasilanych tym odnawialnym paliwem. 

W dużych systemach ciepłowniczych, ze względu na konieczność instalowania jednostek 

wytwórczych o bardzo dużej mocy, transformacja źródeł w kierunku OZE stanowi znaczące wyzwanie 

techniczne i logistyczne (np. dostawa bardzo dużych ilości biomasy, wymagana temperatura wody 

w sieci itp.). Nie wyklucza to jednak konieczności podejmowania wysiłków na rzecz budowy systemów 

hybrydowych, w których centralne jednostki wytwórcze będą uzupełniane przez odnawialne źródła 

wytwarzania ciepła. Rozwiązaniami, które mogą być rozpatrywane w przywołanym powyżej 

kontekście, są: m. in.: 

• instalacje termicznego przekształcania odpadów komunalnych (ITPOK) oraz osadów 

ściekowych z oczyszczalni ścieków; 

• źródła zasilane paliwem alternatywnym RDF (Refuse Derived Fuel) jako sposób 

zagospodarowania wysoko kalorycznej frakcji odpadów i wykorzystanie ich jako paliwa; 

• geotermia – w wybranych lokalizacjach, gdzie występują odpowiednie warunki geologiczne; 

• wielkoskalowe kolektory słoneczne; 

• pompy ciepła, które ze względu na stosunkowo niewielką moc zainstalowaną, mogą pracować 

jako uzupełnienie innego źródła ciepła, a rozwiązaniem powiększającym udział OZE w systemie 

to dedykowana do napędu takiej pompy energia elektryczna pochodząca z OZE; 

• wykorzystanie gazów odnawialnych (zielony wodór, biometan, biogaz). 

Wytwarzanie ciepła z użyciem kolektorów słonecznych, pomp ciepła lub geotermii skutkuje 

uzyskaniem niższych temperatur nośnika. Natomiast obniżona temperatura czynnika w sieci 

ciepłowniczej wymaga dostosowania zarówno infrastruktury sieciowej, jak i instalacji wewnętrznych 

budynków służących do ogrzewania pomieszczeń. Rozwiązania te są więc łatwiejsze do wdrożenia  

w nowobudowanych budynkach, zwłaszcza z indywidualnymi źródłami ciepła, gdzie od podstaw można 

zaprojektować i wykonać cały system ogrzewania. Ponadto, niezbędne jest utrzymanie w podstawie 

systemu ciepłowniczego sterowanej jednostki kogeneracji, biorąc pod uwagę niską stabilność instalacji 

OZE w kontekście dotrzymania zmiennej dobowej mocy cieplnej i parametrów pracy sieci 

ciepłowniczej. 

Zapotrzebowanie na ciepło powinno być realizowane przede wszystkim przez ciepło 

systemowe. Nowoczesne systemy ciepłownicze zapewniają wysoką sprawność wykorzystania paliwa, 

komfort użytkowników, atrakcyjne ceny oraz czyste powietrze. Nowobudowane jednostki kogeneracji, 
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umożliwią wzrost OZE w elektroenergetyce poprzez stabilizację krajowego systemu 

elektroenergetycznego - zwłaszcza w połączeniu z magazynami ciepła pozwalającymi 

na uelastycznienie pracy. Postępująca urbanizacja i suburbanizacja wymaga, aby liczba budynków 

przyłączanych do sieci systematycznie się zwiększała. 

Mając na uwadze wielkość systemów ciepłowniczych w Polsce, dostępne do zastosowania 

technologie są obecnie istotnie ograniczone. W przypadku wykorzystania biomasy urządzenia 

wytwórcze należałoby przystosować do zużycia tego paliwa lub dokonać ich wymiany. Bardzo dużym 

problemem byłoby jednakże pozyskanie odpowiedniej ilości właściwej biomasy, duże 

prawdopodobieństwo występowania problemów technicznych tj. korozja chlorowa oraz stworzenie 

infrastruktury do jej przechowywania i transportu, co stanowi szczególnie duży problem w przypadku 

dużych aglomeracji miejskich.  

Próba dokonania podziału istniejących sieci ciepłowniczych na mniejsze układy, wiązałaby się 

z szeregiem wyzwań natury technicznej, logistycznej oraz formalnoprawnej, do których można zaliczyć:  

• pozyskanie terenu pod zabudowę rozproszonych instalacji OZE – uwzględniając wysoki stopień 

zurbanizowania, może to być niemożliwe lub napotykać problemy społeczne; 

• dostosowanie wydzielonej sieci oraz dostosowanie instalacji wewnętrznych budynków do 

pracy na parametrach niskotemperaturowych. Prace takie powinny być prowadzone 

równolegle. Prace w obrębie sieci ciepłowniczej mogą wiązać się z przeprowadzeniem 

ponownych prac w miejscach niedawno rewitalizowanych przez władze miasta. Wydzielone 

obszary zasilania potencjalnie mogłyby powstać na obszarach o potencjalnych problemach 

z dyspozycją ciśnienia bądź temperatury tzw. „końcówkach sieci”. Może to dotyczyć kilku 

procent całej sieci, co przy systemach powyżej 50 MW stanowi niewielki ich udział; 

• w celu wykorzystania ciepła odpadowego, geotermii i zastosowania pomp ciepła, należy 

uwzględnić rozbudowę dodatkowej sieci elektroenergetycznej w mocno zurbanizowanym 

terenie. Wynika to z konieczności obniżenia temperatury wody zasilającej w sieci ciepłowniczej 

do 90C i niżej, co wiąże się z koniecznością znacznego zwiększenia przepływu wody jako 

nośnika ciepła.  Zamiana parametrów tej wody wiąże się z koniecznością wymiany wszystkich 

węzłów ciepłowniczych i wewnętrznych instalacji grzewczych budynków. W zurbanizowanym 

obszarze miejskim modernizacja sieci ciepłowniczej jest bardzo dużym wyzwaniem 

organizacyjnym, a przede wszystkim długotrwałym procesem;  

• modernizacja sieci ciepłowniczej na zurbanizowanych terenach stanowi duże wyzwanie 

logistyczne, z uwagi na konieczność długotrwałego zamykania traktów komunikacyjnych  

i długotrwały proces uzyskiwania zgód administracyjnych. Ponadto w niektórych obszarach 

miasta nie ma technicznej możliwości poprowadzenia nowych sieci ciepłowniczych lub 

zwiększenia średnic istniejących. 

Proces dostosowywania sieci ciepłowniczej napotyka również problemy związane z układem 

właścicielskim infrastruktury sieciowej, która najczęściej jest podzielona pomiędzy przedsiębiorstwa 

wytwórcze i przedsiębiorstwa dystrybucyjne. Powoduje to, że okres modernizacji ulegnie wydłużeniu, 

dotyczy to również wewnętrznych instalacji w budynkach.  
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1.5 Dostępne technologie dla zastosowania w średnich i dużych systemach ciepłowniczych 

1.5.1 Technologie węglowe 

Technologie węglowe, z uwagi na wysokie emisje jednostkowe CO2 oraz konieczność 

stosowania instalacji ochrony środowiska, będą sukcesywnie zastępowane jednostkami o niższych 

emisjach, najpierw jednostkami gazowymi, a następnie źródłami odnawialnymi. 

1.5.1.1 Kotły węglowe 

Kotły węglowe są obecnie szeroko stosowane w ciepłownictwie. Co do zasady wyróżnia się trzy 

główne technologie spalania węgla: technologia kotłów pyłowych, kotły fluidalne oraz kotły rusztowe. 

Kotły te, w zależności od parametrów i specyfiki pracy, można podzielić na dwa typy kotłów: kotły 

parowe oraz kotły wodne. Paliwem podstawowym stosowanym w kotłach węglowych jest węgiel 

kamienny (lub brunatny). Mając na uwadze obecne wymagania przepisów ochrony środowiska, do 

eksploatacji kotłów węglowych niezbędne są dodatkowe instalacje pozwalające na redukcję albo 

eliminację poszczególnych substancji.  

1.5.1.2 Węglowe kotły parowe 

Węglowe kotły parowe to w dużej mierze kotły walczakowe z naturalną cyrkulacją 

współpracujące z turbinami parowymi w układzie blokowym lub kolektorowym (zakres wydajności 

pary świeżej typowych kotłów stosowanych w polskich elektrociepłowniach to od 70 do 480 t/h).  

1.5.1.3 Węglowe kotły fluidalne 

Węglowe kotły fluidalne to kotły (o wydajności od 75 do 450 t/h pary), w których spalanie 

odbywa się w cyrkulacyjnym (lub stałym) złożu fluidalnym, składającym się z mieszaniny materiału 

inertnego, tworzącego złoże oraz paliwa (węgla) spalanego w tym złożu. Specyfika spalania węgla  

w złożu fluidalnym charakteryzuje się niższą temperaturą spalania (ok 800C), co pozwala na niższą,  

w odróżnieniu do kotłów pyłowych emisję związków NOx. Ponadto charakterystyka paleniska pozwala 

na redukcję związków kwaśnych (SO2, HCl, HF) bezpośrednio w komorze paleniskowej, poprzez 

podawanie kamienia wapiennego. 

1.5.1.4 Węglowe kotły rusztowe 

Kotły parowe rusztowe charakteryzują się niższą mocą niż kotły pyłowe i fluidalne. Zazwyczaj 

są to kotły typu OR, OS (OR16 do OR50 o wydajności od 16 do 50 t/h pary) rusztowe, walczakowe, 

z naturalną cyrkulacją w technologii ścian szczelnych lub z ciężkim obmurzem. Różnią się sposobem 

podawania paliwa oraz konstrukcją paleniska. W odróżnieniu od kołów pyłowych, gdzie pył węglowy 

jest spalany w komorze paleniskowej za pomocą palników pyłowych, kotły rusztowe posiadają ruszt 

(schodkowy, ruchomy), na którym warstwa paliwa spalana jest w dolnej części komory paleniskowej. 

1.5.1.5 Węglowe kotły wodne 

Kotły wodne stosowane w Polsce to zazwyczaj kotły wodnorurkowe (typu WP – od WP70 do 

WP200) o mocy cieplnej od 80 do 230 MWt. Czynnikiem odbierającym ciepło w kotłach wodnych 

(w odróżnieniu od kotłów parowych) jest woda sieciowa bezpośrednio kierowana z i do miejskiej sieci 

ciepłowniczej. W kotłach tych następuje podgrzew wody sieciowej. Kotły te służą zazwyczaj jako kotły 

szczytowe (jako drugi stopień podgrzewu wody) w elektrociepłowniach lub kotły podstawowo służące 

tylko do podgrzewu wody sieciowej. Drugim rodzajem kotłów wodnych są kotły rusztowe (technologia 

spalania analogiczna do kotłów parowych) typu WR (o mocy od ok. 5 MWt – WR5 do ok. 40 MWt 

WR40). Kotły te także służą wyłącznie do podgrzewu wody sieciowej w miejskiej sieci ciepłowniczej. 
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1.5.2 Technologie gazowe 

1.5.2.1 Kotły gazowe 

Kotły gazowe stosowane w Polsce, ze względu na krótki czas rozruchu i koszt paliwa, są głównie 

stosowane jako kotły szczytowe uruchamiane w okresie niskich temperatur i dużego zapotrzebowania 

na ciepło. Są to kotły wodne, służące do podgrzewu wody z miejskiej sieci ciepłowniczej. Zdarza  

się jednak, że kotły te są podstawowymi urządzeniami w ciepłowni lub elektrociepłowni – zazwyczaj  

są to obiekty małej mocy. Kotły gazowe stosowane w ciepłownictwie w Polsce można podzielić na kotły 

przepływowe – wodnorurkowe o większej mocy (15 do 140 MWt) i kotły płomienicowo-

płomieniówkowe (o mniejszej mocy od kilku do ok. 50 MWt). 

1.5.2.2 Turbiny gazowe w układzie prostym 

Układy proste turbiny gazowej stosowane są w układach elektrociepłowni małych mocy. Układ 

prosty charakteryzuje się niską sprawnością wytwarzania energii elektrycznej, co związane jest 

z wysoką temperaturą spalin wylotowych.  

1.5.2.3 Bloki gazowo-parowe 

Bloki gazowo-parowe są rozwinięciem układów prostych turbiny gazowej z odzyskiem ciepła. 

Bloki gazowo-parowe cechują się bardzo wysokim poziomem wykorzystania paliwa. W Polsce pracują 

bloki gazowo-parowe o mocach od 42 MWe do 608 MWe. Obok wysokiej sprawności generowania 

energii elektrycznej dużym atutem układów gazowo-parowych jest ich zdolność adaptacji do 

wymuszonej zmiennej w czasie wielkości i struktury produkcji.  

1.5.2.4 Silniki tłokowe 

W małych układach elektrociepłowni stosowane są również silniki tłokowe. Silniki tłokowe  

to silniki, w których energia cieplna paliwa jest przekształcana na pracę mechaniczną za pomocą 

posuwisto-zwrotnego ruchu tłoka, który z kolei porusza wałem. Obrotowy ruch wału, który połączony  

jest z generatorem, zamieniany jest na energię elektryczną. Ciepło z kolei można uzyskać ze schładzania 

spalin, jak i chłodzenia oleju silnikowego. Najczęściej stosowane w Polsce rozwiązania obejmują moce 

do 5 MWe, jednak znane są rozwiązania dochodzące do 100 MWe. Silniki tłokowe charakteryzują się 

stosunkowo wysoką sprawnością w porównaniu do układów prostych turbiny gazowej, czy bloków 

węglowych.  

1.5.3 Inne technologie 

1.5.3.1 Kotły olejowe 

Kotły olejowe stosowane w Polsce, ze względu na swoją specyfikę i koszt paliwa są głównie 

stosowane jako kotły szczytowe uruchamiane w okresie niskich temperatur i dużego zapotrzebowania 

na ciepło. Są to kotły wodne, służące do podgrzewu wody z miejskiej sieci ciepłowniczej. Zdarza się 

jednak, że kotły te są podstawowymi urządzeniami w ciepłowni lub elektrociepłowni – zazwyczaj są to 

obiekty małej mocy. Kotły olejowe stosowane w ciepłownictwie w Polsce to kotły przepływowe – 

wodnorurkowe o większej mocy – od 15 do 130 MWt oraz kotły płomienicowo-płomieniówkowe 

o mniejszej mocy od kliku do ok. 40 MWt. Rzadziej stosowanymi w ciepłowniach i elektrociepłowniach 

są kotły parowe zasilane olejem lekkim – takie kotły spotykane są częściej w zakładach produkcyjnych, 

gdzie jest zapotrzebowanie na parę technologiczną o określonych parametrach, lub/i produkuje się 

energię elektryczną – głównie na potrzeby własne. 

Jednostki oparte na oleju, z uwagi na wysokie ceny paliwa, planowany krótki czas pracy w ciągu 

roku i niezbyt rygorystyczne normy, nadal mogą pełnić rolę jednostek szczytowych w systemach 

energetycznych. 
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1.5.3.2 Biomasa 

Biomasa może być spalana jako dodatkowe paliwo w kotłach węglowych (współspalanie 

biomasy) albo w dedykowanych kotłach biomasowych, zazwyczaj konstrukcji z cyrkulacyjnym złożem 

fluidalnym. Sam proces zamiany energii chemicznej paliwa w procesie spalania, a następnie produkcji 

energii elektrycznej i ciepła odbywa się w analogiczny sposób do procesu realizowanego przy 

stosowaniu paliwa węglowego. 

Jednostki biomasowe, charakteryzujące się zerową emisją CO2, będą wypełniać podstawę 

ciepłowniczą, skutecznie wypełniając cele redukcji emisji gazów cieplarnianych. 

1.5.3.3 Pompy ciepła 

Są to urządzenia, które korzystają z dolnych źródeł ciepła i dostarczają ciepło do górnych źródeł 

ciepła przy wykorzystaniu energii elektrycznej. Dolnym źródłem ciepła może być powietrze 

atmosferyczne, wody gruntowe i powierzchniowe, ciepło geotermalne, ciepło odpadowe 

(oczyszczalnie ścieków, zakłady przemysłowe, centra danych), a także energia otoczenia. Im wyższa 

temperatura dolnego źródła ciepła, tym układ pompy ciepła jest bardziej efektywny. Ciepło 

przekazywane jest za pośrednictwem czynnika chłodniczego (roboczego), który zmienia stan skupienia, 

czego efektem jest oddawanie lub pobieranie energii. Pod wpływem przemian termodynamicznych 

płyn odparowuje w niskiej temperaturze i pobiera ciepło z otoczenia (dolne źródło ciepła), a następnie 

kierowany jest do sprężarki. Wzrost ciśnienia powoduje sprężenie gazu. Czynnik roboczy nagrzewa się 

i stopniowo przekazuje ciepło powietrzu lub wodzie w instalacji centralnego ogrzewania lub wodzie 

w instalacji ciepłej wody użytkowej. Po skropleniu przepływa przez zawór rozprężny, który racjonuje 

ilość czynnika powracającego do parownika. Czynnik ochładza się i obniża swoje ciśnienie, a cykl 

rozpoczyna się ponownie. 

Pompy ciepła, szczególnie w połączeniu ze źródłami OZE, mogą stanowić uzupełnienie lub 

alternatywę dla jednostek biomasowych. Pewnym utrudnieniem może być w tym zakresie brak 

doświadczeń w procedurach administracyjnych związany m.in. z taryfowaniem ciepła z pomp ciepła, 

weryfikacja strumienia ciepła z OZE z pompy ciepła. 

1.5.3.4 Energia geotermalna 

Polska leży poza strefami współczesnej aktywności tektonicznej i wulkanicznej, stąd też 

pozyskiwanie złóż pary z dużych głębokości do produkcji energii elektrycznej jest na dzisiejszym etapie 

technologicznym nieopłacalne ekonomicznie. Na terenie Polski występują baseny sedymentacyjno-

strukturalne, wypełnione gorącymi wodami podziemnymi o zróżnicowanych temperaturach. 

Temperatury tych wód wynoszą od kilkudziesięciu do ponad 90C, a w skrajnych przypadkach osiągają 

sto kilkadziesiąt stopni co sprawia, że znajdują one zastosowanie głównie w energetyce cieplnej. 

Głównym sposobem pozyskiwania energii geotermalnej jest tworzenie odwiertów do zbiorników 

gorących wód geotermalnych. W pewnej odległości od otworu czerpalnego wykonuje się drugi otwór, 

którym wodę geotermalną po odebraniu od niej ciepła, wtłacza się z powrotem do złoża.  

Wody geotermiczne są z reguły mocno zasolone, jest to powodem szczególnie trudnych warunków 

pracy wymienników ciepła i innych elementów armatury instalacji geotermicznych. Energię 

geotermalną wykorzystuje się w układach centralnego ogrzewania jako podstawowe źródło energii 

cieplnej. Możliwość wykorzystania energii geotermalnej związana jest z lokalizacją, a także 

parametrami źródła (w Polsce temperatury wynoszą od 42°C do 86°C), które wpływają na moc 

zainstalowaną i wolumen pozyskiwanego ciepła. 
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Źródła geotermalne są w dużym stopniu uzależnione od warunków geologicznych. Z uwagi na 

ograniczoną ich dostępność będą odgrywały rolę jedynie w niektórych lokalizacjach i pojedynczych 

systemach ciepłowniczych. 

1.5.3.5 Odpady komunalne 

Instalacje termicznego przekształcania odpadów komunalnych (ITPOK), potocznie zwane 

spalarniami odpadów, są zakładami, na terenie których funkcjonuje instalacja przeznaczona do 

odzysku energii (cieplnej, jak i elektrycznej) z odpadów komunalnych na drodze ich termicznego 

przekształcania. Najczęściej wykorzystywanym procesem mającym na celu termiczne przekształcanie 

odpadów komunalnych jest ich spalanie w kotłach z rusztem ruchomym. Technologia ta pozwala na 

znaczną redukcję masy i objętości odpadów, a także daje możliwość przekształcania wielu różnych 

rodzajów odpadów. Z uwagi na duże różnice w wilgotności odpadów, a tym samym na duże wahania 

wartości opałowej paliwa, podczas energetycznego wykorzystania odpadów komunalnych stosuje  się 

paliwo wspomagające, zazwyczaj gaz lub olej, które zapewnia odpowiednią jakość procesu spalania. 

ITPOK pozwalają na energetyczne wykorzystanie odpadów komunalnych, rozwiązując problem 

ich składowania. Odpowiednio dobrana wielkościowo do rynku odpadów komunalnych instalacja może 

pracować przez cały rok. 

1.5.3.6 Paliwo alternatywne/odpadowe (RDF) 

RDF (skrót od ang. Refuse Derived Fuel) jest określeniem stosowanym w odniesieniu do frakcji 

kalorycznej odpadów o dużej wartości opałowej (zwykle około 18 MJ/kg), które nie nadają  

się do recyklingu. Energetyczne wykorzystanie RDF w ciepłowniach i elektrociepłowniach odbywa się 

poprzez spalanie paliwa w kotłach rusztowych lub fluidalnych. Szczególnie efektywne jest 

wykorzystanie kotłów fluidalnych, które nadają się do spalania paliw o zróżnicowanych właściwościach 

(w tym kaloryczności), pozwalają również na regulowanie wydajności w szerokim zakresie. 

Podobnie jak w przypadku ITPOK, instalacje RDF, wykorzystujące odpady, przeznaczone są do pracy 

w podstawie ciepłowniczej. 

1.5.3.7 Kotły elektrodowe 

Praca kotła elektrodowego oparta jest na wydzielaniu ciepła przez przepływ prądu przez 

ośrodek ciekły połączony ze źródłem energii elektrycznej za pośrednictwem elektrod.  

Do najważniejszych zalet kotłów elektrodowych można zaliczyć relatywnie niskie nakłady 

inwestycyjne, niskie koszty remontów, prostotę obsługi, wysoką sprawność, brak emisji CO2, brak 

konieczności magazynowania paliwa, wysoką elastyczność mocy i możliwość szybkiego rozruchu. 

Jedyną wadą kotłów elektrodowych jest ich uzależnienie od cen energii elektrycznych, które 

dotychczas były wyższe od cen ciepła produkowanego w oparciu o inne technologie.  

2 Kluczowe dla ciepłownictwa systemowego propozycje legislacyjne 

w pakiecie „Fit for 55” 
Z uwagi na uwarunkowania związane ze strukturą sektora ciepłownictwa systemowego oraz 

obecny stan wiedzy technicznej, wypełnienie wymagań stawianych przez politykę klimatyczno-

energetyczną Unii Europejskiej będzie stanowiło ogromne wyzwanie. Aby możliwe było osiągnięcie  

celów neutralności klimatycznej, niezbędna będzie modernizacja istniejących oraz budowa nowych 

źródeł wytwórczych wykorzystujących odnawialne źródła energii oraz dokonanie podziału istniejących 

sieci ciepłowniczych na mniejsze układy, co, biorąc pod uwagę opisane powyżej uwarunkowania, nie 

będą w każdym przypadku możliwe, a jeżeli – to proces ten będzie bardzo koszto- i czasochłonny. 
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W kontekście przyszłych wyzwań dla ciepłownictwa kluczowe będą rozstrzygnięcia 

w zaproponowanym przez Komisję Europejską pakiecie legislacyjnym „Gotowi na 55”26. Na pakiet 

składa się kilkanaście wniosków legislacyjnych dotyczących wszystkich dziedzin gospodarki związanych 

z emisją gazów cieplarnianych, które łącznie mają umożliwić Unii osiągnięcie wyższego celu redukcji 

netto emisji gazów cieplarnianych na poziomie co najmniej 55% w 2030 r. Na ciepłownictwo 

systemowe wpływać będzie przede wszystkim przyszły kształt propozycji legislacyjnych w projekcie 

dyrektywy EED27, dyrektywy RED III28 oraz dyrektywy EPBD29. W niniejszym rozdziale omówiono 

najważniejsze zmiany wynikające z tych wniosków legislacyjnych w kontekście dekarbonizacji sektora 

ciepłownictwa systemowego. 

2.1 Zagadnienia wynikające z projektu dyrektywy EED 

o Zmiana kryteriów dla wysokosprawnej kogeneracji (Załącznik III) 

Zgodnie z zaproponowanym brzmieniem Załącznika III projektu dyrektywy EED, w zakresie 

spełnienia kryterium wysokosprawnej kogeneracji, wśród dotychczasowych kryteriów pojawia się 

nowe kryterium polegające na wprowadzeniu limitu bezpośrednich emisji CO2 (dla jednostek 

wykorzystujących paliwa kopalne), wynoszących mniej niż 270 g CO2 na 1 kWh energii wytworzonej  

w skojarzeniu (łącznie ciepło, energia elektryczna i mechaniczna). Limit bezpośrednich emisji będzie 

miał zastosowanie od dnia wejścia w życie przekształconej dyrektywy, natomiast jego rola będzie 

szczególnie istotna od dnia 1 stycznia 2026 r., gdy kryteria w definicji efektywnego systemu 

ciepłowniczego i chłodniczego będą odnosiły się wprost do wysokosprawnej kogeneracji.   

Przepisy te uniemożliwiają kogeneracji węglowej utrzymanie statusu wysokosprawnej 

i jednocześnie wprowadzają limit emisyjny dla jednostek gazowych. Wejścia nowego kryterium 

spowoduje, że kogeneracyjne jednostki węglowe, które nie zostaną zmodernizowane do końca 2025 r. 

utracą status wysokosprawnej kogeneracji, co w przeważającej liczbie systemów przełoży się również 

na utratę statusu efektywnego systemu ciepłowniczego i chłodniczego. Projekt dyrektywy EED nie 

określa wprost metodyki obliczania nowego kryterium emisyjności. Ma to znaczenie w kontekście 

warunków pracy jednostek kogeneracji, w tym sezonowej zmiany krzywej cieplnej oraz usług 

systemowych realizowanych na rzecz systemu elektroenergetycznego – czynników mających wpływ na 

poziom emisji bezpośredniej CO2.  

Projektowany horyzont wejścia w życie nowego kryterium tworzy zatem ryzyko, że polski 

sektor ciepłownictwa będzie miał trudności z realizacją zaplanowanej strategii dekarbonizacji 

obejmującej modernizację ciepłowni i elektrociepłowni węglowych na wysokosprawne 

elektrociepłownie zasilane gazem ziemnym. Szczególnie istotne będzie ryzyko związane 

z zapewnieniem finansowania transformacji polskiego sektora ciepłownictwa systemowego. Utrata 

statusu efektywnego systemu ciepłowniczego związana z brakiem uzyskania wymaganego wolumenu 

 
26 Komunikat Komisji do Parlamentu Europejskiego, Rady, Europejskiego Komitetu Ekonomiczno-Społecznego i Komitetu 
Regionów „Gotowi na 55”: osiągnięcie unijnego celu klimatycznego na 2030 r. w drodze do neutralności klimatycznej 
COM/2021/550 final Bruksela, 14 lipca 2021 r. 
27 COM(2021) 558 final, Wniosek legislacyjny Komisji Europejskiej dotyczący projektu Dyrektywy Parlamentu Europejskiego i 
Rady w sprawie efektywności energetycznej, Bruksela, 14 lipca 2021 r. 
28 COM(2021) 557 final, Wniosek legislacyjny Komisji Europejskiej dotyczący projektu Dyrektywy Parlamentu Europejskiego i 

Rady zmieniającej dyrektywę (UE) 2018/2001 Parlamentu Europejskiego i Rady, rozporządzenie (UE) 2018/1999 Parlamentu 
Europejskiego i Rady oraz dyrektywy 98/70/WE Parlamentu Europejskiego i Rady w odniesieniu do promowania stosowania 
energii ze źródeł odnawialnych i uchylającej dyrektywę Rady (UE) 2015/652, Bruksela, 14 lipca 2021 r. 
29 COM(2021) 802 final, Wniosek legislacyjny Komisji Europejskiej dotyczący projektu Dyrektywy Parlamentu Europejskiego i 

Rady w sprawie charakterystyki energetycznej budynków, Bruksela, 15 grudnia 2021 r. 
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ciepła z wysokosprawnej kogeneracji ze względu na  niespełnienie kryterium bezpośrednich emisji 

może ograniczyć dostępne finasowanie, zwłaszcza ze środków unijnych.  

o Zmiana definicji efektywnego systemu ciepłowniczego (art. 24) 

Zgodnie z zaproponowanym brzmieniem art. 24 projektu dyrektywy EED, proponuję się zmianę 

definicji efektywnego systemu ciepłowniczego i chłodniczego tak, aby w kolejnych latach spełniał on 

następujące kryteria: 

− do 31 grudnia 2025 r. system wykorzystujący co najmniej 50% energii z odnawialnych 

źródeł, 50% ciepła odpadowego, 75% ciepła z kogeneracji lub 50% połączenia takiej energii 

i ciepła; (definicja dotychczasowa)  

− od 1 stycznia 2026 r. system wykorzystujący co najmniej 50% energii z odnawialnych 

źródeł, 50% ciepła odpadowego, 80% ciepła z wysokosprawnej kogeneracji lub co najmniej 

połączenie takiego ciepła dostarczanego do sieci, w której udział energii z odnawialnych 

źródeł wynosi co najmniej 5%, a łączny udział energii z odnawialnych źródeł, ciepła 

odpadowego lub ciepła z wysokosprawnej kogeneracji wynosi co najmniej 50%;  

− od 1 stycznia 2035 r. system wykorzystujący co najmniej 50% energii z odnawialnych 

źródeł i ciepła odpadowego, w którym udział energii z odnawialnych źródeł wynosi co 

najmniej 20%; 

− od 1 stycznia 2045 r. system wykorzystujący co najmniej 75% energii z odnawialnych 

źródeł i ciepła odpadowego, w którym udział energii z odnawialnych źródeł wynosi co 

najmniej 40%; 

− od 1 stycznia 2050 r. system wykorzystujący wyłącznie energię z odnawialnych źródeł  

i ciepło odpadowe, w którym udział energii z odnawialnych źródeł wynosi co najmniej 60%. 

 

Zaprojektowane a tempo zwiększania obowiązkowego udziału OZE powoduje, że od 2035 r. 

systemy ciepłownicze nie będą mogły zostać uznane za efektywne na podstawie udziału 

wysokosprawnej kogeneracji, a jedynie na podstawie udziału OZE i ciepła odpadowego. Jednocześnie 

niektóre systemy mogą ten status utracić już w 2026 r. z uwagi na brak spełnienia kryteriów emisyjności 

dla wysokosprawnej kogeneracji.  Istotnie podważa to koncepcję wykorzystania potencjału i rozwój 

wysokosprawnej kogeneracji gazowej (w przyszłości z domieszką wodoru i w pełni wodorowej lub 

z udziałem gazów odnawialnych) jako najbardziej preferowanej technologii w polskich 

uwarunkowaniach ciepłownictwa systemowego. Uwzględniając wielkość największych polskich 

systemów ciepłowniczych można przewidzieć trudności techniczne w uzyskaniu wymaganych udziałów 

energii OZE i ciepła odpadowego. W kontekście polskich uwarunkowań ciepłownictwa systemowego 

postulowany przez Komisję Europejską kierunek decentralizacji wytwarzania tworzy ryzyko 

konieczności dzielenia systemów na mniejsze. Realizacja takiego podejścia może stanowić ogromne 

wyzwanie, często niewykonalne techniczne ze względu na specyfikę systemów, szczególnie w dużych 

miastach, z uwagi na zwartą zabudowę, duże zagęszczenie infrastruktury budynkowej oraz strukturę 

właścicielską gruntów. Jednocześnie, proponowane kryteria ingerują w podejmowane decyzje 

inwestycyjne, zagrażając uzyskaniu zwrotu z inwestycji w nowoczesne jednostki wysokosprawnej 

kogeneracji zasilanej  gazem ziemnym, co istotnie wpływa na utrzymanie płynności finansowej  

przedsiębiorstw energetycznych oraz ich zdolność do realizacji dalszych inwestycji.  
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2.2 Zagadnienia wynikające z projektu dyrektywy RED III 

o Wiążący ogólny cel unijny na 2030 r. (art. 3) 

W projekcie dyrektywy RED III planowane jest ustanowienie wyższego celu udziału OZE na 

poziomie nie mniejszym niż 40 % w 2030 r. Cel jest wiążący na poziomie całej UE, bez określenia celów 

na poziomie państw członkowskich, jednak będzie miało to wpływ na trajektorię przyrostu udziału OZE 

przyjętego przez Polskę w Krajowym planie na rzecz energii i klimatu na lata 2021-2030. 

o Brak mechanizmu umożliwiającego zakwalifikowanie ciepła z energii elektrycznej jako ciepła 

OZE i brak możliwości realizacji celów sektorowych dla ciepła w ten sposób (art. 7) 

W art. 7 projektu dyrektywy RED III nie zaproponowano mechanizmu pozwalającego na 

rozliczanie energii elektrycznej z OZE w sektorze, w którym jest ona zużywana i zaliczenie ciepła 

wytworzonego w oparciu o energię elektryczną z OZE jako ciepło z OZE. Uznanie jako ciepło z OZE 

ciepła wytworzonego z energii elektrycznej z OZE umożliwi pełniejszą realizację celów sektorowych, 

w szczególności w ciepłownictwie systemowym. Brak takiego uregulowanie praktycznie uniemożliwi 

osiągniecie tych celów , zwłaszcza w przypadku dużych systemów ciepłowniczych, dla których liczba 

dostępnych technologii OZE jest istotnie ograniczona. 

o Wprowadzenie celu udziału OZE w budynkach (art. 15a) 

W art. 15a projektu dyrektywy RED III planowane jest wprowadzenie indykatywnego unijnego 

celu udziału OZE w budynkach do 2030 r. na poziomie 49%. W powiązaniu z planami wprowadzenia 

nowych kamieni milowych w definicji efektywnych systemów ciepłowniczych i chłodniczych 

w projekcie dyrektywy EED cel ma służyć wypełnianiu minimalnych udziałów w nowych i poddawanych 

renowacjom budynkach, a także promować przejście z systemów wykorzystujących paliwa kopalne na 

OZE. Ustanowienie art. 15a ma mieć charakter uzupełniający względem dyrektywy EPBD, która 

w obecnym brzmieniu nakłada na budynki wymogi w zakresie współczynnika EP (wskaźnik rocznego 

zapotrzebowania na nieodnawialną energię pierwotną), przy czym, aby osiągnąć odpowiedni poziom 

tego wskaźnika nie jest obligatoryjne wykazanie określonego udziału ciepła z OZE. Projektowany 

art. 15a należy uznać za powtarzający zagadnienia dotyczące budynków, wprowadzający niejasność 

i niepewność regulacyjną – wydaje się bowiem, że zagadnienia związane z budynkami nie powinny być 

regulowane w więcej niż jednym akcie prawnym. 

o Ustanowienie wiążącego celu rocznego wzrostu OZE w sektorze ciepła i chłodu (art. 23 ust. 1  

i Załącznik 1a) 

Planowane jest ustanowienie wiążącego celu rocznego wzrostu OZE w sektorze ciepła i chłodu 

(łącznie indywidualnego i systemowego), wynoszącego rocznie 1,1. pp. średniej rocznej dla okresów 

2021-2025 i 2026-2030 w odniesieniu do poziomu z 2020 r. wyrażonego jako krajowy udział 

w końcowym zużyciu energii brutto i istnieje ryzyko, że po terminie wejścia w życie dyrektywy i po 

upłynięciu czasu na jej transpozycję do legislacji krajowej pozostanie bardzo mało czasu na osiągnięcie 

wyższych przyrostów OZE. 

Dodatkowo, ustanowiono Załącznik 1a określający udziały energii ze źródeł odnawialnych 

wykorzystywanej w krajowym sektorze ogrzewania i chłodzenia w końcowym zużyciu energii brutto  

w latach 2020–2030 dla poszczególnych państw członkowskich. W kontekście Polski ustanowiono 

wartość udziału OZE w sektorze na poziomie 1,5 pp., co jest rozumiane jako niewiążący udział, 

uwzględniający dodatkowe zobowiązania. Brzmienie projektu dyrektywy RED III nie wskazuje jednak 
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na metodykę w zakresie kalkulacji udziałów zawartych w Załączniku 1a, a także niejasna pozostaje jego 

korelacja z wiążącym celem w art. 23 ust. 1. 

o Podwyższenie indykatywnego celu rocznego wzrostu OZE w sektorze ciepła i chłodu 

systemowego (art. 24 ust. 4 ) oraz zasady dostępu stron trzecich do systemów ciepłowniczych 

(art. 24 ust. 4a) 

W sektorze ciepłownictwa i chłodu systemowego zaproponowano cel rocznego wzrostu OZE  

o charakterze indykatywnym wynoszący 2,1 pp. rocznie obliczany również jako średnia roczna dla 

okresów 2021-2025 i 2026-2030 w odniesieniu do poziomu z 2020 r. Podobnie jak w przypadku art. 23, 

istnieje ryzyko, że po terminie wejścia w życie dyrektywie i po upłynięciu czasu na jej transpozycję do 

legislacji krajowej pozostanie bardzo mało czasu na osiągnięcie wyższych przyrostów OZE. 

Projekt dyrektywy RED III rozszerza istotnie zasady dostępu do sieci ciepłowniczych 

i chłodniczych poprzez dodanie w art. 24 nowego ust. 4a, dotyczącego obowiązku przyłączania źródeł 

OZE do tych systemów. W świetle nowych propozycji Komisji Europejskiej, zasada ta byłaby 

obligatoryjna dla dużych systemów ciepłowniczych i chłodniczych o mocy powyżej 25 MWt, a nie tak 

jak dotychczas, jedną z możliwości realizacji celu zwiększania udziału OZE w ciepłownictwie 

i chłodnictwie systemowym. 

o Zaostrzenie warunków dla wykorzystania biomasy w ciepłownictwie (art. 29 ust. 1) 

W projekcie dyrektywy RED III planowane jest wprowadzenie szeregu narzędzi, które będą 

istotnie utrudniały rozwój wykorzystania instalacji wykorzystujących biomasę w procesie transformacji 

ciepłownictwa systemowego. W obrębie tego zagadnienia planowane jest wzmocnienie kryteriów 

zrównoważonego rozwoju dla paliw w biomasy. Projektowane zmiany zakładają obniżenie progu 

obowiązku wypełniania kryterium zrównoważonego rozwoju dla biomasy z obecnych 20 do 5 MWt (dla 

paliw z biomasy stałej) oraz 2 MW (dla paliw z biomasy gazowej/biogazu). Ponadto, państwa 

członkowskie będą obowiązanie do wdrożenia systemów ograniczających wykorzystanie drewna 

okrągłego oraz rozszerzenia zapisów dotyczących ograniczeń dotyczących terenów, z których pochodzi 

biomasa, również we frakcji biomasy leśnej. 

Ograniczone będzie również wykorzystanie biomasy w systemach wsparcia OZE. Projektowane 

jest wprowadzenie uzależnienia udziału instalacji wykorzystujących biomasę w systemach wsparcia od 

zgodności z zasadą hierarchii wykorzystania biomasy, w której wykorzystanie na cele energetyczne jest 

na jednym z ostatnich miejsc. Podobnie jest obecnie z odpadami. Będzie to prowadziło do istotnego 

utrudnienia w dostępie do systemów wsparcia dla instalacji biomasowych po 2026 r. 

W kontekście wykorzystania biomasy jako nośnika energii prowadzącego do wzrostu udziału 

OZE w systemach ciepłowniczych, należy mieć na uwadze, że tego typu instalacje będą musiały 

wypełniać istotnie zaostrzone wymogi. Dodatkowo projektowane przepisy znajdą odzwierciedlenie w 

dostępności biomasy. 

2.3 Zagadnienia wynikające z projektu dyrektywy EPBD 

o Wycofanie ze stosowania paliw gazowych w ciepłownictwie do 2040 r. (Załącznik II) 

 Nowy Załącznik II projektu dyrektywy EPBD określa wzór krajowego planu renowacji 

budynków, który ma zastąpić długoterminowe strategie renowacji. Jednym z elementów planu ma być 

wskazanie polityk i środków prowadzących do dekarbonizacji sektora ogrzewania i chłodzenia, w tym 

za pośrednictwem sieci ciepłowniczych i chłodniczych, oraz wycofywania paliw kopalnych w tych 

sektorach z myślą o ich całkowitym wycofaniu najpóźniej do 2040 r. 



Strona 25 z 56 
 

 Cel całkowitej eliminacji gazu do 2040 r. jako paliwa wykorzystywanego w jednostkach 

kogeneracji zasilających systemy ciepłownicze wydaje się niespójny z ogólnymi założeniami polityki 

klimatycznej Unii Europejskiej. Oznaczałoby to faktyczne osiągnięcie praktycznej zeroemisyjności 

ciepłownictwa systemowego o 10 lat wcześniej, niż wynika z celu neutralności klimatycznej. Nie ma ku 

temu podstaw, biorąc pod uwagę specyfikę sektora energetycznego w każdym z państw członkowskich 

i różnorodność ścieżek jego transformacji. 

o Brak możliwości przyłączania nowych budynków po 2030 r. do efektywnych systemów 

ciepłowniczych nie będących całkowicie zdekarbonizowanymi (Załącznik III) 

 Załącznik III projektu dyrektywy EPBD określa wymogi dotyczące nowych i poddawanych 

renowacji budynków zeroemisyjnych, które obejmują również tabelę wartości wskaźników nakładu 

nieodnawialnej energii pierwotnej dla zeroemisyjnych budynków. W kontekście polskiego 

ciepłownictwa systemowego szczególnie istotny wydaje się jednak inny wymóg Załącznika III, który 

stanowi, że od roku 2030 nowe i modernizowane zeroemisyjne budynki (w przypadku publicznych - od 

roku 2027) muszą być zasilane co do zasady wyłącznie energią z OZE lub ciepłem odpadowym,  

co z perspektywy charakterystyki polskich systemów ciepłowniczych jest szczególnie ryzykowne, gdyż 

w praktyce oznacza nieuzasadnioną degradację istniejących systemów ciepłowniczych, w których 

ciepło jest wytwarzane z paliw kopalnych, w tym gazu ziemnego. Stanowi to zagrożenie dla efektywnej 

kosztowo i bezpiecznej z punktu widzenia dostaw ciepła transformacji systemów ciepłowniczych. 

Wymóg ten, w powiązaniu z pozostałymi dokumentami zawartymi w pakiecie, a zwłaszcza projektami 

dyrektywy RED III oraz dyrektywy EED, prowadzi do nakładania się na siebie - w sposób dalece 

niespójny,  regulacji dotyczących obszaru budynków. W kontekście kwestii wykorzystania ciepła 

sieciowego jako jednego z możliwych sposobów zaopatrzenia budynków w ciepło, szczególnie 

zauważalne jest to, że chociaż na gruncie projektu dyrektywy EED wykorzystanie odpowiedniego 

wolumenu np. ciepła z wysokosprawnej kogeneracji wytworzonego w jednostce kogeneracji zasilanej 

gazem ziemnym do 2035 r. mogłoby stanowić podstawę dla spełnienia kryterium efektywnego 

systemu ciepłowniczego i chłodniczego, to już rewizja EPBD poprzez wprowadzone kryteria i m.in. 

definicję zeroemisyjnego budynku, istotnie ograniczałaby, lub wręcz uniemożliwiła przyłączanie 

nowych odbiorców do takich systemów po 2030 r., a co za tym idzie – blokowałaby wykorzystanie 

i rozwój efektywnych systemów ciepłowniczych i chłodniczych. Niespójne rozwiązania zawarte 

w projekcie dyrektywy EED i projekcie dyrektywy EPBD istotnie ograniczają zachęty do podejmowania 

działań w celu spełnienia kryteriów dla efektywnego systemu ciepłowniczego.  

Projektowane brzmienie wymogów w zakresie ciepła dostarczanego do nowych budynków 

określonych w Aneksie III projektu dyrektywy EPBD jest niespójne zarówno z proponowaną w rewizji 

EED nową definicją efektywnego systemu ciepłowniczego i chłodniczego, jak i z proponowanymi w art. 

15a projektu dyrektywy RED III zmianami dopuszczającymi w tym zakresie wykorzystanie ciepła 

z efektywnych systemów ciepłowniczych w budynkach, a nie tylko wyłącznie ciepła z OZE i ciepła 

odpadowego w tych efektywnych systemach ciepłowniczych. 

3 Kluczowe założenia przyjęte do określenia optymalnych wariantów 

technologicznych 
W niniejszym rozdziale zostały zaprezentowane założenia makroekonomiczne i rynkowe oraz 

założenia techniczne przyjęte do wielowariantowego modelu ekonomicznego, który wyznacza 

najbardziej optymalne kosztowo warianty realizacji Pakietu Fit for 55 na poszczególnych rynkach ciepła 

różniących się wielkością i strukturą zapotrzebowania. 
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Rynki ciepła podzielono według zamówionej mocy cieplnej na następujące przedziały: 

• do 20 MWt (znajdujące się poza systemem EU ETS), 

• od 20 do 50 MWt, 

• od 50 do 100 MWt, 

• od 100 do 300 MWt, 

• od 300 do 500 MWt, 

• powyżej 500 MWt. 

Dla każdego rynku ciepła zaproponowano po 4 warianty miksów technologicznych, które 

spełniają wymogi wskazane w projektowanych regulacjach w pakiecie Fit for 55, aby system 

ciepłowniczy mógł zostać uznany za efektywny, które zostały zaprezentowane w dalszej części 

materiału.  

Analiza została wykonana dla okresu 2022 – 2050. W każdym roku model przelicza najbardziej 

efektywne kosztowo źródło biorąc pod uwagę koszty zmienne produkcji i dla każdego roku układa stos 

jednostek i wpisuje je w zapotrzebowanie wynikające z profilu ciepła dla danego rynku ciepła (opis 

znajduje się w podrozdziale 3.3). Produkcja każdej jednostki wynika więc z zapotrzebowania danego 

rynku oraz sytuacji marżowej w danym roku. Jednostki o najniższym koszcie zmiennym pracują 

w podstawie systemu ciepłowniczego. Warunkiem granicznym jest również finalne spełnienie przez 

dany system ciepłowniczy kryterium efektywnego systemu ciepłowniczego w oparciu o proponowane 

w art. 24 ust. 1 rewizji dyrektywy EED wymogi, biorąc pod uwagę wolumeny produkcji ciepła w każdym 

z wariantów. 

3.1 Założenia makroekonomiczne i rynkowe 

Kluczowymi czynnikami mającymi wpływ na wybór najbardziej optymalnych technologii do 

produkcji ciepła mają założenia makroekonomiczne i rynkowe. W niniejszej analizie przyjęto 

najbardziej aktualny zestaw założeń, który został przygotowany przez Członków PTEZ w lutym 2022 r.  

 

 
Wykres 8: Kurs EUR/PLN30 

 

 
30 Opracowanie własne PTEZ na bazie wytycznych dotyczących stosowania jednolitych wskaźników makroekonomicznych z 

sierpnia 2021 Ministerstwa Finansów.  
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Wykres 9: Prognoza inflacji CPI Polska31 

 

 
Wykres 10: Prognoza cen węgla kamiennego32 

 

 

 
31 Opracowanie własne PTEZ na bazie NBP - Bieżąca projekcja inflacji i PKB (opublikowana 8 listopada 2021 r.) oraz wytyczne 

dotyczące stosowania jednolitych wskaźników makroekonomicznych z sierpnia 2021 Ministerstwa Finansów.  
32 Opracowanie własne PTEZ na bazie bieżących notowań oraz raportu WEO october 2021 - European Union; scenario Stated 

Policies. 
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Wykres 11: Prognoza cen gazu ziemnego33 

 

 

 

Wykres 12: Prognoza cen biomasy34 

 

 
33 Opracowanie własne PTEZ na bazie bieżących notowań oraz raportu WEO october 2021 - European Union; scenario Stated 

Policies. 
34  Opracowanie własne PTEZ na bazie zawieranych kontraktów i prognozy cen biomasy członków PTEZ. 
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Wykres 13: Prognoza cen uprawnień do emisji CO2
35 

 

Wykres 14: Prognoza cen energii elektrycznej36 

 

3.2 Założenia techniczno – ekonomiczne 

W niniejszym podrozdziale przedstawiono kluczowe założenia techniczno – ekonomiczne dla 

poszczególnych rodzajów technologii. Szczegółowe dane zostały zaprezentowane w tabeli 7.  

Ponadto w ramach pozostałych założeń przyjęto: 

• Koszty wynagrodzeń na poziomie 10 tys. zł /miesiąc / etat; ilość etatów została zróżnicowana 

w zależności od miksu technologicznego w danym wariancie. 

• Średnioważony koszt kapitału WACC przyjęto na poziomie 8% (post tax nominal). 

 
35 Opracowanie własne PTEZ na bazie bieżących notowań oraz analiz CAKE - REFORM OF THE MARKET STABILITY RESERVE 

(MSR) IN THE “FIT FOR 55” PACKAGE; scenario: fit for 55. 

36 Opracowanie własne PTEZ na bazie przyjętych założeń kosztowych i założeniu marżowości rynku energii elektrycznej na 

poziomie 30 PLN/MWh dla bardziej rentownej technologii spośród jednostek węglowych kondensacyjnych oraz nowych 

jednostek gazowych typu CCGT.  
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• Podatek CIT = 19%. 

• Sprawność, CAPEX, OPEX (bez kosztów wynagrodzeń i podatków) został podany w poniższej 

tabeli, przy czym wartości są podane w cenach roku 2021. W analizie nie uwzględniono 

kosztów tzw. Balance of Plant z uwagi na różne uwarunkowania poszczególnych systemów 

ciepłowniczych w Polsce. Należy więc założyć, że w przypadku jednostek gazowych koszty te 

wyniosą dodatkowo około 10 -15% CAPEX.   

Tabela 7: Założenia techniczno – ekonomiczne37 
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3.3 Benchmarkowe rynki ciepła 

W niniejszym podrozdziale zaprezentowano przyjętą benchmarkową strukturę poszczególnych 

rynków ciepła systemowego w Polsce.  

Na wykresie 9 zaprezentowano rynek ciepła dla mocy zamówionej w przedziale od 0 do 20 MWt 

(rynek poza systemem ETS). W Polsce na takich rynkach w ponad 90% nie ma ciepłej wody użytkowej 

i sieć ciepłownicza wykorzystywana jest na potrzeby centralnego ogrzewania. Ciepła woda użytkowa 

zapewniana jest przez lokalne urządzenia grzewcze w budynkach.  

 
37 Opracowanie własne PTEZ na bazie doświadczeń. 
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Wykres 15: Rynek ciepła o mocy zamówionej 10 MWt38 

Na wykresie 16 oraz 17 zaprezentowano benchmarkowe rynki ciepła w przedziałach 

mocowych od 20 do 50 MWt oraz od 50 do 100 MWt. Rynki te charakteryzują się stosunkowo niskim 

udziałem zapotrzebowania na ciepłą wodę użytkową w stosunku do większych miast i systemów. 

Zapotrzebowanie to widoczne jest szczególnie w okresie letnim. 

 

Wykres 16: Rynek ciepła o mocy zamówionej 35 MWt39 

 
38 Opracowanie własne PTEZ 
39 Opracowanie własne PTEZ 
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Wykres 17: Rynek ciepła o mocy zamówionej 75 MWt40 

Na wykresach od 18 do 20 zaprezentowano zapotrzebowanie na ciepło w największych 

polskich systemach ciepłowniczych, które znajdują się w miastach ponad 200 tysięcznych.  

 

Wykres 18: Rynek ciepła o mocy zamówionej 200 MWt41 

 

 
40 Opracowanie własne PTEZ 
41 Opracowanie własne PTEZ 
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Wykres 19: Rynek ciepła o mocy zamówionej 400 MWt42 

 

Wykres 20: Rynek ciepła o mocy zamówionej 600 MWt43 

Analiza została wykonana dla powyższych benchmarkowych rynków ciepła. Dla każdego z 

rynków zostały przeanalizowane 4 różne warianty technologiczne, które w sposób techniczny są 

wykonalne i mogą spełnić wymagania pakietu Fit for 55. Warianty te spełniają wymogi efektywnych 

systemów ciepłowniczych do roku 2045. Po tym okresie założono, że jednostki wytwórcze gazowe 

będą spalały (bezinwestycyjnie) zielony wodór. Ze względu na to, że brak obecnie jest prognoz dot. 

ceny tego typu paliwa, założono, że ceny wodoru będą na poziomie prognozy cen gazu. 

3.4 Warianty technologiczne 

W niniejszej podrozdziale zostały zaprezentowane warianty technologiczne, które  

przeanalizowano dla każdego z wyżej wymienionych rynków ciepła. Szczegółowy opis poszczególnych 

wariantów technologicznych został zaprezentowany poniżej.  

Rynek ciepła od 0 do 20 MWt (znajdujące się poza systemem EU ETS) dla celów analizy przyjęto rynek 

o mocy 10 MWt: 

• Wariant 1: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku pracują silniki gazowe o mocy 5MW oraz kotły wodne gazowe o mocy 

10 MW 

o Od 2035 roku pracują kotły biomasowe o mocy 10 MW oraz dalej silniki gazowe o mocy 

5 MW 

• Wariant 2: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 pracują kotły wodne biomasowe o mocy 10 MW oraz kotły wodne gazowe o 

mocy 10 MW 

• Wariant 3: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 pracują pompy ciepła o mocy 2 MW, sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem 

odpadowym o mocy 0,5 MW, oraz kotły biomasowe o mocy 10 MW 

 
42 Opracowanie własne PTEZ 
43 Opracowanie własne PTEZ 
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• Wariant 4: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku pracują silniki gazowe o mocy 5 MW, sieć ciepłownicza zasilana jest 

ciepłem odpadowym o mocy 0,5 MW, oraz kotły biomasowe o mocy 10 MW 

Rynek ciepła od 20 do 50 MWt dla celów analizy przyjęto rynek o mocy 35 MWt: 

• Wariant 5: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 0,5 MW, 

pracują silniki gazowe o mocy 15 MW, instalowane są kotły gazowe o mocy 30 MW, 

o Od 2036 roku instalowane są kotły biomasowe o mocy 25 MW 

• Wariant 6: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 0,5 MW, 

pracuje układ OCGT o mocy 15 MW, instalowane są kotły biomasowe o mocy 30 MW, 

• Wariant 7: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 0,5 MW, 

pracuje układ CCGT o mocy 15 MW, instalowane są kotły elektrodowe o mocy 10 MW 

oraz kotły biomasowe o mocy 20 MW 

• Wariant 8: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 0,5 MW, 

pracują kotły biomasowe o mocy 40 MW, instalowane są pompy ciepła o  mocy 4 MW, 

Rynek ciepła od 50 do 100 MWt dla celów analizy przyjęto rynek o mocy 75 MWt: 

• Wariant 9: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 1,0 MW, 

pracują silniki gazowe o mocy 30 MW, pracują kotły biomasowe o mocy 30 MW, oraz 

kotły wodne gazowe o mocy 30 MW (z zastrzeżeniem, że tylko do 2036 r.)  

• Wariant 10: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 1,0 MW, 

pracuje układ CCGT o mocy 30 MW, pracują kotły elektrodowe o mocy 40 MW, oraz 

pompy ciepła o mocy 10 MW. 

• Wariant 11: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 1,0 MW, 

pracuje układ OCGT o mocy 30 MW, pracują kotły gazowe o mocy 30 MW 

(z zastrzeżeniem, że tylko do 2036 r.),  

o Od 2036 kotły biomasowe o mocy 40 MW 

• Wariant 12: 

o Do 2025 roku pracują kotły wodne rusztowe typu WR (węglowe) 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 1,0 MW, 

pracują kotły biomasowe o mocy 80 MW, pracują pompy ciepła o mocy 4 MW, 

Rynek ciepła od 100 do 300 MWt dla celów analizy przyjęto rynek o mocy 200 MWt: 
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• Wariant 13: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne rusztowe typu WR  

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 3,0 MW, 

pracują silniki gazowe o mocy 70 MW, pracuje spalarnia odpadów o mocy 40 MW, 

pracują kotły gazowe o mocy 70 MW (z zastrzeżeniem, że tylko do 2036r.), oraz pracują 

kotły elektrodowe o mocy 70 MW. 

• Wariant 14: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne rusztowe typu WR  

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 3,0 MW, 

pracuje układ CCGT o mocy 70 MW, pracują pompy ciepła o mocy 50 MW, kotły 

biomasowe o mocy 50 MW, oraz pracują kotły elektrodowe o mocy 80 MW. 

• Wariant 15: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne rusztowe typu WR  

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 3,0 MW, 

pracuje układ OCGT o mocy 70 MW, pracuje spalarnia o mocy 40 MW, kotły 

biomasowe o mocy 50 MW, oraz pracują kotły elektrodowe o mocy 90 MW. 

• Wariant 16: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne rusztowe typu WR  

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 3,0 MW, 

pracują kotły biomasowe o mocy 70 MW, pracują silniki gazowe o mocy 30 MW, 

pracują kotły gazowe o mocy 150 MW 

Rynek ciepła od 300 do 500 MWt dla celów analizy przyjęto rynek o mocy 400 MWt: 

• Wariant 17: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne typu WP 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 6,0 MW, 

pracuje spalarnia odpadów o mocy 60 MW, pracują kotły biomasowe o mocy 50 MW, 

pracują kotły gazowe o mocy 150 MW, silniki gazowe o mocy 50 MW, kotły 

elektrodowe o mocy 120 MW 

• Wariant 18: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne typu WP 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 6,0 MW, 

pracuje układ CCGT o mocy 140 MW, pracują kotły biomasowe o mocy 50 MW, pracuje 

geotermia o mocy 20 MW, kotły gazowe o mocy 220 MW 

• Wariant 19: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne typu WP 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 6,0 MW, 

pracują silniki gazowe o mocy 140 MW, pracują pompy ciepła o mocy 50 MW, pracują 

kotły biomasowe o mocy 50 MW, kotły gazowe o mocy 190 MW (z zastrzeżeniem, że 

tylko do 2036 r.) 

o Od 2036 kotły elektrodowe o mocy 190 MW 

• Wariant 20: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne typu WP 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 6,0 MW, 

pracuje spalarnia odpadów o mocy 60 MW, pracują pompy ciepła o mocy 50 MW, 

pracują silniki gazowe o mocy 140 MW, kotły gazowe o mocy 190 MW 

(z zastrzeżeniem, że tylko do 2036 r.) 

o Od 2036 kotły biomasowe o mocy 190 MW 
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Rynek ciepła powyżej 500 MWt dla celów analizy przyjęto rynek o mocy 600 MWt: 

• Wariant 21: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne typu WP 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 10,0 MW, 

układ CCGT o mocy 200 MW, spalarnia odpadów o mocy 60 MW, kotły biomasowe 

o mocy 150 MW, kotły gazowe o mocy 280 MW 

• Wariant 22: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne typu WP 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 10,0 MW, 

kotły biomasowe o mocy 600 MW, kotły elektrodowe o mocy 40 MW,  

• Wariant 23: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne typu WP 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 10,0 MW, 

spalarnia odpadów o mocy 60 MW, kotły biomasowe o mocy 200 MW, geotermia 

o mocy 30 MW, kotły gazowe o mocy 350 MW, 

• Wariant 24: 

o Do 2025 roku pracuje kogeneracja węglowa oraz kotły wodne typu WP 

o Od 2026 roku sieć ciepłownicza zasilana jest ciepłem odpadowym o mocy 10,0 MW, 

silniki gazowe o mocy 200 MW, kotły biomasowe o mocy 150 MW, pompy ciepła 

o mocy 100 MW, kotły elektrodowe 190 MW 

3.5 Dane dotyczące systemowych rynków ciepła w Polsce 

W poniższym podrozdziale zostały zaprezentowane rzeczywiste rynki ciepła systemowego 

w Polsce podzielone według zamówionej mocy cieplnej w poniższych przedziałach: 

 

• do 20 MWt (znajdujące poza systemem EU ETS), 

• od 20 do 50 MWt, 

• od 50 do 100 MWt, 

• od 100 do 300 MWt, 

• od 300 do 500 MWt, 

• powyżej 500 MW (w analizie przyjęto model ciepła o mocy 600 MWt). 

 
Tabela 8: Podział rynków ciepła w Polsce na rynki benchmarkowe44 

Przedział 
mocowy 

[MW] 

Suma mocy 
znamionowej  

[MW] 

Suma mocy 
osiągalnej 

[MW] 

Produkcja 
ciepła [GJ] 

Moc 
znamionowa 

/ Całości 
rynku [%] 

Moc 
osiągalna / 

Całości 
rynku [%] 

Produkcja 
ciepła / 
Całości 

rynku [%] 

0 - 20 1 992 1 593 12 229 197 4,2% 4,1% 4,6% 

20 - 50 4 402 3 587 23 668 458 9,3% 9,1% 8,9% 

50 - 100 5 876 4 750 32 182 001 12,4% 12,1% 12,0% 

100 - 300 9 062 7 269 47 491 829 19,2% 18,5% 17,8% 

300 - 500 6 035 5 235 25 315 476 12,8% 13,3% 9,5% 

500 + 19 903 16 797 126 335 239 42,1% 42,8% 47,3% 

Suma  47 270 39 231 267 222 200 100% 100% 100% 

 
44 Opracowanie własne PTEZ na bazie danych KOBIZE 
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W celu oszacowania skali nakładów inwestycyjnych, ilości wymaganego paliwa oraz wpływ na 

finalne ceny ciepła dla odbiorców w niniejszej analizie użyto benchmarku wyliczonego na bazie 

produkcji ciepła w poszczególnych przedziałach mocowych, co zostało zaprezentowane w tabeli 9.  

Tabela 9: Skalowanie analizy45 

Przedział 
mocowy [MW] 

Produkcja ciepła na 
rzeczywistych rynkach 

ciepła w Polsce [GJ] 

Benchmarkowe rynki 
ciepła do analizy [GJ] 

Liczba rynków ciepła w 
danych przedziałach 

mocowych [#] 

0 - 20 12 229 197 99 387 123 

20 - 50 23 668 458 348 774 68 

50 - 100 32 182 001 747 372 43 

100 - 300 47 491 829 2 203 239 22 

300 - 500 25 315 476 4 406 478 6 

500 + 126 335 239 6 609 718 19 

4 Wyniki analizy 
W niniejszym rozdziale zaprezentowane zostały wyniki analizy ekonomicznej umożliwiającej 

określenie nakładów inwestycyjnych, które należy ponieść w celu dostosowania polskiego sektora 

ciepłownictwa systemowego do wymagań pakietu Fit for 55. Kluczowym założeniem analizy jest, że 

systemy ciepłownicze będą spełniać kryteria „efektywnego systemu ciepłowniczego” wynikające 

z warunków opisanych w art. 24 ust. 1 projektu dyrektywy EED, które zostały wskazane w podrozdziale 

2.1 niniejszej analizy. 

Przyjęcie jako warunku brzegowego spełnienie przez dany modelowany system ciepłowniczy 

kryterium „efektywnego systemu ciepłowniczego” wynika z kluczowego znaczenia posiadania tego 

statusu dla funkcjonowania danego systemu. Jego utrata wiąże się  z poważnymi konsekwencjami 

zarówno dla przedsiębiorstw energetycznych prowadzących działalność w zakresie wytwarzania ciepła 

oraz jego przesyłania i dystrybucji tj. m.in.  

• istotne ograniczenie możliwości uzyskiwania wsparcia inwestycyjnego na modernizację,  

• destabilizację pracy sieci ciepłowniczej poprzez przyłączanie dużej liczby małych instalacji 

OZE (co nie będzie równoznaczne z dużym wolumenem ciepła z OZE),  

• powstawanie kosztów osieroconych wynikających z budowy jednostek wytwórczych 

gwarantujących bezpieczeństwo energetyczne,  

• umożliwienie odłączania się odbiorców końcowych od sieci ciepłowniczej, 

• powstawanie większej liczby indywidualnych źródeł ciepła (niekoniecznie będących 

instalacjami OZE), 

ale i dla jakości powietrza w poszczególnych lokalizacjach, ponieważ w związku z wymienionymi 

powyżej skutkami zwiększy się emisja szkodliwych substancji i gazów cieplarnianych, a także pogłębi 

zjawisko niskiej emisji i smogu. Ma to więc istotne znaczenie dla wszystkich stron będących 

uczestnikami lokalnych rynków ciepła. 

 

 
45 Opracowanie własne PTEZ na bazie danych KOBIZE 
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Wykres 21: Nakłady inwestycyjne niezdyskontowane dla poszczególnych wariantów rozwoju określonych w podrozdziale 
3.446  

Na bazie wyników modelu należy założyć, że na poszczególnych rynkach ciepła w zależności od 

mocy zamówionej oraz wariantu rozwoju źródeł wytwórczych należy zainwestować w pojedynczy 

rynek od 40 mln zł do 4 000 mln zł (dla rynku o mocy 600 MWt, w przypadku większych rynków ciepła 

należy liczyć się z koniecznością poniesienia większych nakładów niż opisane w wariantach 21-24 

(patrz: case study aglomeracji krakowskiej w załączniku 1). 

Tabela 10: Poziom nakładów inwestycyjnych w celu dostosowania pojedynczych systemowych rynków ciepła do 
wymagań efektywnego systemu ciepłowniczego47 

Przedział mocowy 

[MW] 

Minimalne nakłady 

[mln zł] 

Średnie nakłady [mln 

zł] 

Maksymalne nakłady 

[mln zł] 

0 - 20 42 57 80 

20 - 50 153 186 222 

50 - 100 288 324 382 

100 - 300 543 1 077 1 321 

300 - 500 1 555 1 961 2 514 

500 + 2 045 2 745 4 069 

 

Biorąc pod uwagę ilość rynków ciepła w Polsce (zaprezentowanych w tabeli 10) 

w zaproponowanych przedziałach mocowych należy stwierdzić, że sprostanie wymaganiom 

postawionym w projekcie regulacji pakietu Fit for 55 będzie kosztowało w Polsce od 95 mld zł 

 
46 Wyniki modelu ekonomicznego 
47 Opracowanie własne PTEZ 
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w wariancie minimalnych nakładów inwestycyjnych, do 170 mld zł w wariancie maksymalnych 

nakładów inwestycyjnych z uwzględnieniem dodatkowo nakładów inwestycyjnych związanych z BoP 

dla wariantów gazowych. Należy jednak wskazać na prawdopodobieństwo pozainflacyjnego wzrostu 

nakładów inwestycyjnych spowodowanych: koniecznością modernizacji całego segmentu w tym 

samym czasie (otwarcie dużego frontu robót), wysyceniem rynku Wykonawców, przerwaniem 

łańcucha dostaw w związku z sytuacją geopolityczną. Te aspekty są również istotne z uwagi na 

zakładany harmonogram i konieczność wypełnienia kolejnych kamieni milowych dla definicji 

efektywnego systemu ciepłowniczego. Przedstawione powyżej nakłady inwestycyjne dotyczą źródeł 

wytwórczych i nie uwzględnia wydatków związanych z modernizacją sieci ciepłowniczych oraz instalacji 

odbiorczych. Nakłady inwestycyjne na ten segment zostały oszacowane odpowiednio na poziomie: od 

76 mld zł do 100 mld zł (szczegóły zostały zaprezentowane w podrozdziale 4.2) oraz od 106 mld zł do 

140 mld zł (szczegóły zostały zaprezentowane w podrozdziale 4.3) 

Efekt rozwoju i modernizacji sektora ciepłowniczego to nieodłączny element wzrostu ceny 

ciepła dla odbiorców końcowych. Cena ciepła jednoskładnikowa, dzięki której inwestorzy będą mogli 

alokować środki finansowe na rozwój jednostek wytwórczych oraz zapewnią rentowność swoich 

przedsiębiorstw, przedstawiono na wykresie 22. Przedstawione ceny są cenami wytworzenia ciepła, 

nie uwzględniają przy tym kosztów dystrybucji i przesyłu ciepła.  

Model został opracowany przy wykorzystaniu programu Excel. Jest to matematyczny model 

optymalizacyjny, którego głównym celem jest minimalizacja całkowitego kosztu produkcji ciepła 

w ciepłownictwie systemowym.  

Składają się na niego komponenty: 

• CAPEX - obejmujący nakłady inwestycyjne i koszty finansowe 

• OPEX - obejmujący koszt paliwa, koszt uprawnień do emisji CO2 koszty stałe operacyjne 

• Czas analizy – lata 2022 – 2050 

Na podstawie typowej uporządkowanej krzywej zapotrzebowania na ciepło, obliczana jest 

znamionowa moc cieplna źródeł. Moc cieplna nominalna obliczana jest w oparciu o sprawność cieplną 

źródeł, źródła ciepła pracują w kolejności od najbardziej efektywnego źródła po koszcie zmiennym i po 

generowanej największej marży I, tak ułożony stos jednostek wypełnia zapotrzebowanie rynku 

ciepłowniczego w każdym z wariantów.  

Zadaniem modelu jest obliczenie uśrednionej zdyskontowanej jednostkowej ceny ciepła na 

wytwarzaniu, która zapewnia rentowność danego wariantu na poziomie IRR = 8% w okresie 2022 -

2050. 

Model dyskontuje wszystkie wydatki (CAPEX, OPEX), uwzględnia przychody ze sprzedaży 

energii elektrycznej oraz wsparcia CHP na poziomie 100 zł/MWh i szuka takiej ceny ciepła, która 

w całym okresie prognozy daje wynik NPV = 0.  
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Wykres 22: Ceny ciepła na wytwarzaniu dla odbiorców końcowych48 

Konieczne jest również zwrócenie uwagi na następujący element - w kontekście realności 

realizacji niezbędnych inwestycji, aby możliwe było spełnienie kryterium efektywnego systemu 

ciepłowniczego przez systemy ciepłownicze w Polsce, niezbędne jest również takie dostosowanie 

terminów wejścia w życie kolejnych istotnych kamieni milowych, aby możliwe było zapewnienie 

wymaganej ilości czasu w odniesieniu do cyklu inwestycyjnego. Zgodnie z ogólnodostępnymi 

informacjami dotyczącymi harmonogramów realizacji przedsięwzięć inwestycyjnych o dużej skali w 

sektorze ciepłowniczym oraz elektroenergetycznym, proces uzyskania wszelkich zgód oraz pozwoleń 

formalno-prawnych i administracyjnych, a następnie wybór Wykonawcy trwają ok. 1-2 lat, a następnie 

prowadzone przez Generalnego Wykonawcę prace – od 3 do 5 lat. Należy mieć tutaj na uwadze, że 

czas jest uzależniony od uwarunkowań lokalnych i może się różnić dla tożsamych pod kątem mocy oraz 

technologii projektów. Poniżej zestawiono czasy realizacji projektów dla referencyjnych bloków CCGT 

o dużej skali: 

 
Moc elektryczna [MWe] Moc ciepłownicza [MWt] Czas realizacji [miesiące] 

EC Żerań 497 326 40 

EC Stalowa Wola 396 210 108 

EC Płock 600 520 37 

El Włocławek 463 - 43 

EC Lausward (Niemcy) 595 300 48 

EC Diemen (Niderlandy) 435 360 42 

EC Donaustadt (Austria) 383 250 40 

 

 
48 Opracowanie własne PTEZ 
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Należy również mieć na uwadze, że za realizację przyłączy gazowych odpowiedzialny jest 

podmiot przyłączany. Zatem niezależnie od konfiguracji technologicznej, jeszcze przed rozpoczęciem 

prac realizacyjnych występuje konieczność doprowadzenia infrastruktury gazowej na teren jednostek 

wytwórczych, co w uzależnieniu od warunków terenowych oraz bliskości sieci przesyłowej lub 

dystrybucyjnej gazowej jest procesem trwającym ok. 60 miesięcy od dnia wydania technicznych 

warunków przyłączenia. Dodatkowo w przypadku inwestycji realizowanych w istniejących jednostkach 

wytwórczych, często występuje konieczność dostosowywania harmonogramu końcowego etapu 

realizacji (ruch próbny, ruch regulacyjny) do aktualnych możliwości produkcyjnych oraz 

zapotrzebowania na ciepło. Często nie można przeprowadzić wszystkich testów oraz badań 

parametrów urządzeń w okresach letnich, przy niskim zapotrzebowaniu na ciepło. 

Poniżej zestawiono również niezbędne decyzje i pozwolenia administracyjne w procesie 

realizacji inwestycji w jednostki wytwórcze: 

1. Decyzja o środowiskowych uwarunkowaniach: w zależności od uwarunkowań lokalnych oraz 

ewentualnego wymagania złożenia pełnego raportu oddziaływania na środowisko od 3 do 14 

miesięcy oraz czas oczekiwania od organu wydającego na decyzję – do 2 miesięcy 

2. Pozwolenie na budowę – czas oczekiwania na decyzję to 65 dni, wcześniej projekt budowlany 

- w zależności od jego złożoności jego opracowanie trwa od 3 do 9 miesięcy. 

3. Przyłączenie do sieci elektroenergetycznej - czas oczekiwania kilka do kilkunastu miesięcy w 

zależności od zakresu prac – czas określany w umowie przyłączeniowej. 

4. Pozwolenie zintegrowane – czas oczekiwania to ok. 6 miesięcy. 

5. Uzyskanie zmiany koncesji – czas oczekiwania na decyzję to 1-2 miesiące. 

6. Dopuszczenie przez Urząd Dozoru Technicznego do eksploatacji – czas oczekiwania to ok. 1-2 

miesiące. 

7. Wydanie przez Powiatowego Inspektoratu Nadzoru Budowlanego pozwolenia na użytkowanie 

– czas oczekiwania to ok. 1-2 miesiące. 

Dodatkowo, w przypadku części przedsiębiorstw energetycznych i realizowanych przez nich 

inwestycji, ze względu na ograniczone możliwości terenowe, występuje konieczność zakupu gruntów 

pod zabudowę nowych jednostek wytwórczych, co oprócz zwiększenia nakładów inwestycyjnych może 

generować również wydłużenie czasu realizacji projektu w jego cyklu życia. 

 Warto przy tym podkreślić również, że w przypadku dokonywania jednostek wytwórczych na 

mniejsze, wszelkie czynności formalnoprawne, przygotowawcze oraz w zakresie realizacji są 

multiplikowane, co również istotnie wydłuża czas realizacji procesu inwestycyjnego. 

4.1 Uwarunkowania związane z zapotrzebowaniem na paliwo 

W przypadku chęci realizacji przez inwestorów wariantów technologicznych z maksymalizacją 

udziału biomasy w wytwarzaniu ciepła, zapotrzebowanie na to paliwo w pierwszym okresie wyniosłoby 

około 23 mln ton rocznie, co biorąc pod uwagę uwarunkowania sektora biomasy, jest wariantem 

nierealnym. W scenariuszu minimalizacji udziału biomasy w sektorze ciepłowniczym w długim terminie 

i tak udział tego paliwa wyniesie po roku 2040 około 5 mln ton rocznie. Do tego czasu należy zbudować 

segment biomasy. Z punktu widzenia zapotrzebowania oraz logistyki dostaw paliwa są to aspekty 

z praktycznego punktu widzenia niemożliwe technicznie do realizacji co zostało opisane 

w podrozdziale 1.4. Dla porównania - w okresie jednego z najlepszych lat dla rynku biomasy w Polsce 

w całym sektorze elektroenergetyki i ciepłownictwa zostało spalone 6,5 mln ton biomasy, po czym 

wystąpiły problemy z brakiem jej dostępności.  
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Wykres 23: Zapotrzebowanie na biomasę49 

W przypadku zapotrzebowania na paliwo biomasowe należy zwrócić uwagę, że w Polsce 

elektrociepłownie i ciepłownie zlokalizowane są w miastach, co dodatkowo stwarza problemy 

logistyczne. Powoduje to liczne protesty mieszkańców z uwagi na znaczne uciążliwości po stronie 

zakorkowanych ulic i niepokoje społeczne, które finalnie przekładają się na brak możliwości realizacji 

scenariuszy z wysokim wykorzystaniem biomasy w elektrociepłowniach.  

Dodatkowo należy zaznaczyć, że maksymalny potencjał wykorzystania biomasy w sektorze to 

około 5 mln ton rocznie (obecnie w sektorze jest spalane niespełna 4 mln ton rocznie), zakładając 

rozwinięty i pewny sektor biomasy. Powoduje to, że tylko małe rynki ciepła o zamówionej mocy 

cieplnej poniżej 50 MWt mogą sprostać wymaganiom stawianym w pakiecie Fit for 55 w zakresie 

wymaganej ilości (przyrostu) ciepła z OZE w systemie ciepłowniczym. W przypadku dużych systemów 

ciepłowniczych takich jak np. Wrocław, Kraków, Warszawa, Gdańsk, gdy brak jest dostępnych 

technologii wytwórczych w odpowiedniej skali, nie jest dostępny odpowiedni wolumen paliwa 

(chociażby biomasy) oraz przy obecnie proponowanym kształcie regulacji w projekcie rewizji 

dyrektywy RED, na podstawie której brak jest możliwości zakwalifikowania ciepła produkowanego 

z energii elektrycznej z OZE jako ciepła z OZE, również nie ma możliwości spełnienia celów pakietu Fit 

for 55 w zakresie ilości (przyrostu) ciepła z OZE w systemach ciepłowniczych. Przykładowo dla 

spełnienia celu 20% ciepła z OZE w warszawskim systemie ciepłowniczym należałoby pozyskać około 

1,2 mln ton biomasy rocznie, co jest niemożliwe ze względu na uwarunkowania popytowe, jak 

i logistyczne. Maksymalny udział ciepła z OZE wytworzonego z biomasy na tych rynkach ciepła może 

wynieść 5 %, przy założeniu, że przezwyciężone zostaną trudności związane z niestabilnym rynkiem 

tego paliwa. Charakteryzuje się on bowiem bardzo małą przewidywalnością, w przeważającej 

większości paliwo kontraktowane jest z miesiąca na miesiąc, nie funkcjonują takie narzędzia rynkowe 

jak umowy długoterminowe, giełda czy indeksy cen.  

W istotnym stopniu wynika to z faktu, że rynek dostaw biomasy mierzy się z istotnymi 

barierami natury logistycznej, regulacyjnej i geopolitycznej. Jak wskazano powyżej, szczególnie w 

dużych miastach transport i składowanie biomasy stanowi duże wyzwanie logistyczne. Kolejnym 

czynnikiem, który znacząco ogranicza wykorzystanie biomasy jest wymóg certyfikacji całego łańcucha 

 
49 Opracowanie własne PTEZ na bazie wyników modelu. 
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produkcji tych paliw pod kątem kryteriów zrównoważonego rozwoju (KZR), który wynika z 

implementacji dyrektywy RED II. System certyfikacji ma wpływ na podaż oraz cenę paliw z biomasy, 

ma zastosowanie od etapu pozyskania surowca do etapu ostatecznego wykorzystania z 

uwzględnieniem wszystkich powiązań w łańcuchu dostaw. Położenie geopolityczne Polski również nie 

pozostaje bez wpływu na rynek biomasy. Konflikt zbrojny w Ukrainie istotnie obniżył podaż paliwa, 

ponieważ w jego wyniku Białoruś i Ukraina, czyli dwa główne kierunki importu zostały zablokowane 

(Polska importuje obecnie około połowy potrzebnego surowca). Podsumowując, rynek biomasy w 

perspektywie będzie mierzył się z pogłębiającymi się ograniczeniami, które nie będę miały 

pozytywnego wpływu na podejmowanie decyzji inwestycyjnych w tego typu źródła wytwarzania, 

Na wykresie 24 przedstawiono zapotrzebowanie na gaz w scenariuszu z wyborem wariantów 

z największym udziałem źródeł gazowych oraz minimalnym udziałem źródeł gazowych.  

 

 

Wykres 24: Zapotrzebowanie na gaz50 

Na bazie danych URE za rok 202051, wykorzystanie gazu w sektorze ciepłownictwa 

systemowego wynosi około 3 mld m3. Dana ta, w porównaniu do wykresu 24, obrazuje skalę wyzwań 

technologiczno – inwestycyjnych, przed którym stoi sektor ciepłowniczy w Polsce oraz infrastruktura 

towarzysząca. Należy również wskazać na uwarunkowania związane z rynkiem gazu sieciowego 

i całościowego kształtu realizowanych inwestycji związanych m.in. z koniecznością pokrycia przez 

przedsiębiorstwa energetyczne pełnych kosztów związanych z budową rurociągów przyłączeniowych. 

Na podstawie wykresów 23 i 24 można jednoznacznie stwierdzić, że chcąc zminimalizować 

udział zużycia węgla w całym sektorze ciepłownictwa systemowego niezbędny jest rozwój 

infrastruktury gazowej oraz rozwój sektora biomasowego w Polsce, gdyż, brakuje  dziś innych  

dostępnych technologii, dzięki którym technicznie będzie możliwe spełnienie wymogów regulacyjnych 

pakietu Fit for 55.  

W ramach analiz dokonano również oceny wpływu realizacji pakietu Fit for 55 na emisyjność 

sektora ciepłownictwa systemowego w Polsce. Wyniki w dwóch scenariuszach zostały zaprezentowane 

na wykresie 25, z którego wynika, że chcąc realizować najbardziej ambitne scenariusze dotyczące 

 
50 Opracowanie własne PTEZ na bazie wyników modelu 
51 Raport URE „Energetyka cieplna w liczbach – 2020” 
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wykorzystania OZE w sektorze ciepłownictwa systemowego w Polsce, emisyjność sektora będzie 

marginalna, jednak w tym punkcie należy zaznaczyć, że pojawi się problem natury logistyczno- 

technicznej związany z brakiem dostępności paliwa. Scenariusz, w którym to gaz jest w większym 

stopniu wykorzystywany w jednostkach kogeneracji, emisyjność sektora również zostanie znacząco 

ograniczona i spełnione będą wymogi pakietu Fit for 55, jednak z roku na rok zapotrzebowanie na gaz 

wzrośnie blisko 4-krotnie, co również technicznie jest niewykonalne pod względem zabezpieczenia 

wystarczających dostaw paliwa. Utrudnieniem może być tu również określony przez GAZ – SYSTEM, tj. 

operatora systemu przesyłowego gazu w Polsce, zakres zaplanowanych inwestycji w Krajowym 

Dziesięcioletnim Planie Rozwoju Systemu Przesyłowego na lata 2022 - 203152, który pomimo 

wysokiego poziomu ambicji w zakresie realizowanych inwestycji nie przewidywał konieczności 

przejścia na gaz jako paliwo pośrednie w tak krótkiej perspektywie czasu, jaka wynika z proponowanej 

definicji efektywnego systemu ciepłowniczego. 

 

 

Wykres 25: Prognoza emisyjności CO2 sektora ciepłowniczego w Polsce w zależności od scenariusza rozwoju53 

 

4.2 Uwarunkowania dotyczące sieci ciepłowniczych  

W Polsce sektor ciepłownictwa systemowego, jak pokazano w podrozdziale 1.2, jest bardzo 

rozwinięty w porównaniu do innych krajów w Europie. W Polsce w miastach produkcja ciepła odbywa 

się w sposób scentralizowany i ciepło jest dostarczane za pomocą systemów ciepłowniczych na dużych 

obszarach.  Zasila średnio od 40 do 60% mieszkańców w danym regionie. W związku z powyższym, ilość 

sieci ciepłowniczych oraz odbiorców ciepła sieciowego jest istotnie wyższa niż w innych krajach 

europejskich. W poniższej tabeli zostały zaprezentowane dane dot. łącznej długości sieci 

ciepłowniczych w Polsce w zależności od wielkości systemów ciepłowniczych. 

 
52 Krajowy Dziesięcioletni Plan Rozwoju Systemu Przesyłowego na lata 2022 - 2031 opracowany przez OGP-Gaz-
System i uzgodniony z Prezesem URE w 2021 r. 
53 Opracowanie własne PTEZ 

0

50

100

150

200

250

300

350

400

450

500

2
0

2
2

2
0

2
3

2
0

2
4

2
0

2
5

2
0

2
6

2
0

2
7

2
0

2
8

2
0

2
9

2
0

3
0

2
0

3
1

2
0

3
2

2
0

3
3

2
0

3
4

2
0

3
5

2
0

3
6

2
0

3
7

2
0

3
8

2
0

3
9

2
0

4
0

2
0

4
1

2
0

4
2

2
0

4
3

2
0

4
4

2
0

4
5

2
0

4
6

2
0

4
7

2
0

4
8

2
0

4
9

2
0

5
0

Średnia emisyjność sektora ciepłownictwa systemowego
[kg CO2/MWh energii całkowitej]

Średnia maksymalna emisyjność sektora Średnia minimalna emisyjność sektora



Strona 45 z 56 
 

Tabela 11: Długości sieci ciepłowniczych w Polsce54 

Długość sieci ciepłowniczej [km] [km] 

3 i poniżej 36,3 

3-5 90,8 

5 - 7 90,9 

7 - 10 335,2 

10 - 20 1 269,5 

20 -50 3 075,5 

powyżej 50 17 224,9 

Łącznie 22 123,1 

 

W Polsce sieci ciepłownicze mają łączną długość ponad 22 tysięcy kilometrów. Dostosowanie 

sektora wytwarzania ciepła do przyszłych wymogów prawnych wiązać się będzie z ogromnymi 

nakładami na modernizację tak rozbudowanej infrastruktury przesyłowej i dystrybucyjnej ciepła. 

W ramach niniejszej analizy ze względu na brak możliwości pozyskania dokładnych danych w zakresie 

średnic poszczególnych sieci cieplnych,  postanowiono oszacować skalę koniecznych do poniesienia 

nakładów inwestycyjnych na ten segment, by dostosować sieci wysokotemperaturowe (obecne 

w Polsce) do wymogów wynikających z pakietu Fit for 55 dotyczących ilości i jakości ciepła, czyli 

modernizacji na niskotemperaturowe sieci preizolowane. W celu oszacowania skali nakładów 

inwestycyjnych wykorzystano cennik wymiany sieci ciepłowniczych z roku 2020 r., który został 

przedstawiony w tabeli 12 oraz przyjęte zostały założenia dot. średnicy poszczególnych sieci 

ciepłowniczych.  

Tabela 12: Cennik dot. wymiany sieci ciepłowniczych w zależności od średnicy55  

  
Jednostka 
miary Cena jednostkowa w zł 

Sieci cieplne z rur preizolowanych    

32/110 mm (system dwóch rur w wykopie) m 1506 

40/110 mm m 1873 

50/125 mm m 2241 

65/140 mm m 2608 

80/160 mm m 2975 

100/200 mm m 3343 

125/225 mm m 3710 

150/250 mm m 4078 

200/315 mm m 4445 

250/400 mm m 4812 

300/450 mm m 5180 

350/500 mm m 6539 

400/560 mm m 9407 

500/630 mm m 12058 

 
54 Raport URE „Energetyka cieplna w liczbach – 2020” 
55 Źródło: Opracowanie własne PTEZ na bazie cenników rynkowych  
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W ramach analizy przyjęto średnie średnice sieci cieplnych w poszczególnych systemach na 

bazie tabeli 11. 

Tabela 13: Średnie średnice sieci cieplnych56 

Średnica rur ciepłowniczych w 
polskich systemach [mm] 

Średnia rozkładu średnic rur na 
przykładzie kilku systemów 

ciepłowniczych [%] 

Długość sieci 
ciepłowniczych w Polsce o 

danym przekroju [km] 

do 100 54% 11946 

100-200 23% 5088 

200-300 7% 1549 

300-400 3% 664 

400-500 7% 1549 

> 500 6% 1327 
 

Tabela 14: Przyjęty cennik oraz średnice do wyceny nakładów inwestycyjnych57 

Przyjęta 
średnica 

Cennik [zł/m]  

50/125 2241 

100/200 3343 

150/250 4078 

200/315 4445 

250/400 4812 

500/630 12058 

 

Na bazie powyższych danych oraz przyjętych założeń należy stwierdzić, że modernizacja 

infrastruktury przesyłowej i dystrybucyjnej ciepła w celu dostosowania jej do sieci 

niskotemperaturowych po stronie nakładów inwestycyjnych wyniesie około 76 mld zł. Zakładając, że 

część z przyjętych założeń jest obarczona ryzykiem niepoprawności danych oraz biorąc pod uwagę 

obecnie występujące zjawisko wysokiej inflacji i brak dostępnych materiałów, co również wpływa na 

wzrost cen, szacować należy, że nakłady inwestycyjne mogą wzrosnąć nawet do 100 mld zł.  

Należy również wskazać, że w obliczeniach nie uwzględniono bardzo trudnego do oszacowania 

wzrostu nakładów inwestycyjnych z uwagi na roszczenia właścicieli gruntów w procesie modernizacji 

sieci ciepłowniczych - w polskich warunkach istnieje duży udział terenów, do których dystrybutorzy nie 

mają tytułu prawnego. 

4.3 Uwarunkowania dotyczące instalacji odbiorczych 

Najtrudniejszym do oszacowania niezbędnych nakładów inwestycyjnych jest obszar 

modernizacji instalacji odbiorczych w budynkach, obejmujących modernizację, instalację lub wymianę 

węzłów cieplnych oraz modernizację instalacji wewnętrznej, bez których, jak wskazano w podrozdziale 

1.4, nie będzie możliwe przeprowadzenie skutecznej transformacji sektora ciepłownictwa 

systemowego. Zakres wielkości nakładów inwestycyjnych do określenia w tym obszarze jest tym 

bardziej trudny, że różny jest stan techniczny budynków w Polsce i instalacji wewnętrznych, 
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dodatkowo w części budynków ciepło dostarczane jest z węzłów grupowych. Przyjęto jednak, biorąc 

pod uwagę obliczenia pokazane w podrozdziale 4.2, że nakłady inwestycyjne niezbędne do poniesienia 

na modernizację instalacji odbiorczych ciepła sieciowego wyniosą 1,4-krotność nakładów niezbędnych 

na modernizację infrastruktury przesyłowej i dystrybucyjnej. Wielkość tych nakładów wyniesie więc 

106-140 mld zł.  

5 Podsumowanie i rekomendacje 

5.1 Podsumowanie 

• Ciepło systemowe wykorzystywane jest do celów grzewczych w 40,4% gospodarstw 

domowych w Polsce, tj. około 6 mln gospodarstw domowych. Na poziomie całej Unii 

Europejskiej sektor ciepłownictwa systemowego zaspokaja około 13 % zapotrzebowania na 

ciepło. Oznacza to, że w Polsce sektor ciepłownictwa systemowego jest znacznie bardziej 

rozbudowany niż w większości państw UE - polski sektor jest drugim po Niemczech 

największym w Europie pod względem ilości ciepła dostarczonego do odbiorców końcowych 

i jednocześnie największym rynkiem w Europie pod względem liczby odbiorców ciepła na 

poziomie 16 mln (co czwarty odbiorca ciepła systemowego w Europie jest mieszkańcem 

Polski). 

• Obciążenie dla gospodarstw domowych w zakresie udziału kosztów zakupu ciepła w budżecie 

domowym w Polsce jest dwukrotnie wyższe niż w Niemczech (10% udziału w budżecie w Polsce 

w porównaniu do 5% budżetu w Niemczech). Wielkości te odnoszą się do dochodu 

rozporządzalnego. Znaczące podwyżki cen ciepła dla odbiorców końcowych wynikające z tak 

gwałtownie realizowanego procesu transformacji energetycznej w sektorze ciepłownictwa 

systemowego, jaki wynika z kamieni milowych określonych w proponowanej definicji 

efektywnego systemu ciepłowniczego, spowodują istotny wzrost skali występowania zjawiska 

ubóstwa energetycznego w Polsce.  

• W 2020 r. wartość mocy cieplnej zainstalowanej w Polsce wynosiła 53 271,1 MW, przy 

infrastrukturze sieciowej o długości 22 123,1 km i wolumenie sprzedaży ciepła na poziomie 

343 690,7 TJ. Spośród 387 koncesjonowanych przedsiębiorstw ciepłowniczych w Polsce, 10 

dysponuje mocą zainstalowaną źródeł przekraczającą 1 000 MW każde, a ich łączna moc 

osiągalna stanowiła ponad 1/3 mocy osiągalnej wszystkich źródeł. Biorąc pod uwagę brak 

dostępności odpowiednich technologii OZE dla systemów o takiej skali oraz ograniczoną 

dostępność paliw takich jak biomasa czy gazy odnawialne, istnieje konieczność odmiennego 

podejścia do transformacji dużych systemów ciepłowniczych.  

• Z całkowitej produkcji ciepła w koncesjonowanych przedsiębiorstwach energetycznych w roku 

2020, udział ciepła produkowanego w kogeneracji wynosił 65,2%. W tej grupie przedsiębiorstw 

dominują paliwa węglowe, ale jedną trzecią stanowią inne paliwa, w tym 10,1% źródła OZE, 

10,6% gaz ziemny i 4,8% olej opałowy. 

• Zgodnie z normami Polska dzieli się na pięć stref klimatycznych, które pozwalają określić 

podstawowe parametry obliczeniowe powietrza zewnętrznego, przy czym budynki 

zlokalizowane na wschodzie oraz południu kraju charakteryzuje znacznie większe zużycie 

energii niż te zlokalizowane w Polsce centralnej i zachodniej. W 2020 roku ilość stopniodni 

grzania, które wyrażają skalę zapotrzebowania na ciepło systemowe, była w Polsce o około 9% 

wyższa od średniej unijnej, co potwierdza istotnie wyższe znaczenie obszaru ciepłownictwa 

w Polsce.  
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• W Polsce aglomeracje miejskie są ogrzewane oraz zasilane w ciepło na potrzeby ciepłej wody 

użytkowej przez dysponujące wysokimi mocami wytwórczymi duże systemy ciepłownicze. 

Dzielenie dużych systemów ciepłowniczych na mniejsze, zwłaszcza w dużych miastach wiąże 

się z szeregiem wyzwań natury technicznej, logistycznej oraz formalnoprawnej. Obejmują one 

m.in. trudności z pozyskaniem terenu pod zabudowę rozproszonych instalacji OZE, 

dostosowanie wydzielonej sieci oraz dostosowanie instalacji wewnętrznych budynków do 

pracy na parametrach niskotemperaturowych, problemy formalnoprawne i logistyczne 

związane z prowadzeniem inwestycji sieciowych, w tym układem właścicielskim, sieci, gruntów 

itd., potrzeba ew. rozbudowy infrastruktury elektroenergetycznej. W związku z powyższym 

należy wskazać, że dzielenie dużych systemów ciepłowniczych na mniejsze jest praktycznie 

niemożliwe.  

• Brakuje technologii OZE, które mogłyby na szerszą skalę zapewnić odpowiednio wysoką 

temperaturę nośnika doprowadzanego do sieci. Zmniejszenie temperatury po stronie 

odbierającej ciepło sieciowe wymaga dużych nakładów inwestycyjnych i nie jest możliwe do 

przeprowadzenia w racjonalny i odpowiedzialny sposób w ciągu kilku lat. Rozwiązania, które 

mogą być rozpatrywane, to:  

o instalacje termicznego przekształcania odpadów komunalnych (ITPOK) oraz osadów 

ściekowych z oczyszczalni ścieków, 

o źródła zasilane paliwem alternatywnym RDF jako sposób zagospodarowania wysoko 

kalorycznej frakcji odpadów i wykorzystanie ich jako paliwa, 

o geotermia – w wybranych lokalizacjach, gdzie występują odpowiednie warunki 

geologiczne, 

o wielkoskalowe kolektory słoneczne, 

o pompy ciepła, które ze względu na stosunkowo niewielką moc zainstalowaną, mogą 

pracować jako uzupełnienie innego źródła ciepła, a obowiązek udziału OZE byłby 

realizowany poprzez zasilenie takiej pompy energią elektryczną pochodzącą z OZE. 

wykorzystanie gazów odnawialnych (zielony wodór, biometan, biogaz). 

• Podejmowane są prace na rzecz budowy systemów hybrydowych, w których centralne 

jednostki wytwórcze będą uzupełniane przez odnawialne źródła wytwarzania ciepła 

(termiczne przekształcanie odpadów, geotermia, kolektory słoneczne, pompy ciepła itd.) – 

ograniczona możliwość zastosowania. 

• Analiza została przeprowadzona dla charakterystycznych dla Polski rynków ciepła, 

sklasyfikowanych według mocy zamówionej. Model oparty jest o szczegółowe założenia 

makroekonomiczne, rynkowe i technologiczne dla referencyjnych rynków ciepła na okres 

2022-2050. Dla każdego z rynków zaproponowano cztery warianty technologiczne, 

pozwalające na spełnienie definicji efektywnego systemu ciepłowniczego i chłodniczego, 

w brzmieniu zaproponowanym przez Komisję Europejską. 

• Opracowany w ramach analiz model, dla każdego roku, w oparciu o koszty zmienne produkcji, 

wyznacza stos jednostek w danym systemie, wpisywany następnie w krzywą zapotrzebowania 

wynikającą z profilu ciepła dla danego rynku ciepłowniczego. Pozwala to na określenie 

najbardziej efektywnego kosztowo wariantu dla każdego rozpatrywanego rynku ciepła. 

• Biorąc pod uwagę liczbę rynków ciepła w Polsce w rozpatrywanych przedziałach mocowych, 

przeprowadzona analiza pokazała, że dostosowanie polskiego sektora ciepłownictwa 

systemowego do wymogów zaproponowanych w projekcie regulacji pakietu Fit for 55 będzie 

kosztowało: 
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o od 95 mld zł do 170 mld zł – nakłady inwestycyjne na infrastrukturę wytwórczą, 

o od 76 mld zł do 100 mld zł - nakłady inwestycyjne na infrastrukturę przesyłową 

i dystrybucyjną, 

o od 106 mld zł do 140 mld zł – nakłady inwestycyjne na modernizację instalacji 

odbiorczych.  

Sumarycznie oznacza to co najmniej 277 mld zł do 410 mld zł nakładów inwestycyjnych do 

poniesienia w perspektywie do 2045 roku na transformację sektora ciepłownictwa 

systemowego, przy czym znaczna część nakładów inwestycyjnych jest konieczna do 

wydatkowania już do roku 2026 – nakłady inwestycyjne na poziomie od 145 do 250 mld zł. 

Kumulacja tak dużych inwestycji w tak krótkim czasie w obszarze całego kraju może generować 

problemy z fizyczną możliwością realizacji prac, jak i spowodować wzrost kosztów realizacji 

inwestycji.  Warto przy tym również wskazać, że przykładowo, w roku 2020, wartość krajowego 

produktu brutto w Polsce wyniosła 2 323,9 mld zł, co oznacza, że sumaryczna wartość 

nakładów do roku 2026 na transformację tylko sektora ciepłownictwa systemowego, 

stanowiłaby ok. 6,24 % - 10,76 % rocznego PKB Polski. Podobnie, pokazując przykład Krajowego 

Programu Odbudowy, w ramach którego Polska ma uzyskać łącznie ok. 270 mld zł, nakłady 

inwestycyjne wyłącznie na transformację sektora ciepłownictwa systemowego, nawet 

w scenariuszu najbardziej optymistycznym, przekraczają wartość tej pomocy. 

• Analiza wykazała również, że w zależności od wyboru scenariusza transformacji (wariantu 

technologicznego), to nawet w scenariuszu minimalizacji udziału biomasy w sektorze 

ciepłownictwa systemowego, która jest jedną z nielicznych technologii OZE możliwych 

do zastosowania w dużych systemach ciepłowniczych, w długim terminie udział tego paliwa 

wyniesie po roku 2040 około 5 mln ton rocznie, przy czym dla porównania - w okresie jednego 

z najlepszych lat dla rynku biomasy w Polsce w całym sektorze elektroenergetyki 

i ciepłownictwa zostało spalonej 6,5 mln ton biomasy (po czym wystąpiły problemy z brakiem 

jej dostępności).  W przypadku chęci realizacji przez inwestorów wariantów technologicznych 

z maksymalizacją udziału biomasy w wytwarzaniu ciepła, zapotrzebowanie na to paliwo 

w pierwszym okresie wyniosłoby około 23 mln ton rocznie.  

• W ramach opracowanego modelu i przy przyjęciu rzeczywistych założeń makroekonomicznych 

stwierdzono, że spełnienie wymogów proponowanych w pakiecie „Fit for 55” w kształcie 

przedłożonym przez Komisję Europejską w praktyce w Polsce będzie niemożliwe. Wynika to 

przede wszystkim z wielkości tego rynku ciepła, lokalizacji oraz jego specyfiki, wyróżniającej się 

na tle innych rynków europejskich. 

• Założone w pakiecie „Fit for 55” tak szybkie zwiększanie udziału zeroemisyjnych źródeł ciepła, 

w praktyce będzie wymuszać przejściowo blisko 4-krotne zwiększenie zapotrzebowania na 

paliwa gazowe, co wymaga długofalowych inwestycji w infrastrukturę oraz dywersyfikacji 

kierunków dostaw. Podobną sytuację obserwuje się obecnie na rynku biomasy, który nie jest 

dostatecznie rozwinięty, co powoduje problemy logistyczne w centrach największych miast z 

uwagi na lokalizację jednostek wytwórczych.   

• Analiza pokazała, że niezbędne jest uwzględnienie w projekcie rewizji dyrektywy EED specyfiki 

i odmienności dużych systemów ciepłowniczych oraz zaproponowanie kryteriów, które będą 

w odniesieniu do nich technicznie i ekonomicznie osiągalne. Jak wskazano powyżej, 

przedstawione wyniki symulacji potwierdziły, że w oparciu o propozycję Komisji Europejskiej 

nie jest to możliwe.  
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5.2 Rekomendacje 

• Inwestycje w wysokosprawną kogenerację gazową (w przyszłości z udziałem odnawialnego 

wodoru lub z udziałem gazów odnawialnych) stanowią najbardziej preferowany kierunek 

mogący stanowić podstawę pracy systemu ciepłowniczego w polskich uwarunkowaniach 

ciepłowniczych. Wymagają one jednak przewidywalnego otoczenia regulacyjnego, które 

zapewni systemom wykorzystującym tą technologię jak najdłużej status efektywnego systemu 

ciepłowniczego. W szczególności, biorąc pod uwagę obecne źródła zasilania systemów 

ciepłowniczych w Polsce, należy przesunąć wejście w życie obowiązkowego wskaźnika 

poziomu emisji dla wysokosprawnej kogeneracji zawartego w projekcie dyrektywy EED, co 

pozwoli na dokonanie odpowiednich inwestycji. Dodatkowo jednostki te można w przyszłości 

w łatwy sposób dostosować do spalania np. „zielonego wodoru”.  W tym kontekście należy 

również podkreślić, że jednostki kogeneracji stanowią istotną rolę w zapewnieniu właściwego 

funkcjonowania krajowego systemu elektroenergetycznego – w tym kontekście nagłe ich 

zastąpienie przez np. pompy ciepła, które charakteryzują się wysokim zapotrzebowaniem na 

energię elektryczną, mogłoby spowodować wystąpienie dużej luki, której zbilansowanie nie 

byłoby możliwe. 

• W kontekście skutecznego prowadzenia procesu transformacji systemów ciepłowniczych 

należy pamiętać, że jednostki kogeneracji opalane gazem charakteryzują się dużą 

elastycznością pracy pod kątem bezpieczeństwa pracy systemu ciepłowniczego, ale mają 

ograniczenia w postaci minimum technicznego – stąd budowa nowych instalacji OZE i ich 

przyłączanie do sieci ciepłowniczej powinno być prowadzone w sposób zrównoważony.  

• Analiza udowodniła, że w przypadku dużych systemów ciepłowniczych, których jest w Polsce 

wiele, istnieją dwa podstawowe ograniczenia uniemożliwiające obecnie przeprowadzenie ich 

transformacji zgodnie z pakietem „Fit for 55”. Pierwszą przeszkodą jest brak dostępnych 

technologii jednostek wytwórczych OZE, które pozwoliłyby na wytwarzanie ciepła z OZE na 

poziomie spełniającym zapotrzebowanie w dużych systemach. Podjęta z najlepszymi 

intencjami spełniania projektowanych wymagań próba modelowania wykazała istniejące 

obecnie braki technologii. Druga z przeszkód odnosi się do dostępności paliwa. Nawet 

w przypadku istnienia technologii, takich jak kotły biomasowe czy instalacje gotowe do 

spalania gazów odnawialnych albo zielonego wodoru, obecnie paliwa te nie są dostępne na 

rynku. Co więcej, rynki takich paliw jak wodór czy biometan obecnie praktycznie nie istnieją. 

Podejmując decyzję inwestycyjną, wartą miliardy zł, racjonalny inwestor nie może zakładać, że 

rynek dostaw na odpowiednim poziomie zostanie stworzony, nie wspominając 

o inwestowaniu w technologię, której nie ma. Biorąc powyższe pod uwagę, należy wskazać, że 

w przypadku dużych systemów ciepłowniczych konieczne jest odpowiednie dostosowanie 

harmonogramu zmian tych systemów do dostępnych technologii i paliw. Zapewnienie 

elastyczności czasowej jest kluczowe dla spełnienia zakładanych celów transformacji dużych 

systemów ciepłowniczych w Polsce.  

• Jednocześnie nie jest możliwe zrezygnowanie z wykorzystania dużych systemów 

ciepłowniczych wykorzystywanych w Polsce. Biorąc pod uwagę opisaną w analizie wyjątkową 

na tle państw członkowskich Unii Europejskiej charakterystykę ciepłownictwa systemowego, 

w tym w szczególności (i) jego powszechność, (ii) zapewnianie bezpieczeństwa dostaw do 

milionów odbiorców, (iii) rozbudowaną infrastrukturę, (iv) fakt zasilania przez system 

odbiorców w dużych, gęsto zaludnionych miastach, (v) charakterystykę dostaw do odbiorców, 
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odejście od ciepłownictwa systemowego w Polsce byłoby nieuzasadnione ekonomicznie 

i technologicznie, a także mogło doprowadzić do zagrożenia braku dostaw do milionów 

odbiorców końcowych, zwłaszcza najuboższych.  

• Biorąc pod uwagę wielkość nakładów inwestycyjnych do poniesienia na dostosowanie tylko 

infrastruktury wytwórczej do wymogów projektowanej rewizji EED w perspektywie roku 2026 

na poziomie od 80 mld zł do 150 mld zł potwierdza konieczność przeniesienia wejścia w życie 

regulacji w zakresie rozszerzenia kryterium wysokosprawnej kogeneracji o weryfikację 

spełnienia jednostkowego wskaźnika emisji CO2 na poziomie 270gCO2/kWh do 1 stycznia 

2030 r. W innym przypadku tak wysokie niezbędne do poniesienia koszty transformacji 

z dużym prawdopodobieństwem okażą się społecznie nieakceptowalne – należy wskazać, że 

nie jest to jedyny obszar, który w bliskiej perspektywie czasowej będzie wymagał wysokich 

nakładów inwestycyjnych. Alternatywnie, wskaźnik ten powinien mieć zastosowanie wyłącznie 

do nowych i znacznie zmodernizowanych jednostek kogeneracji. 

• Dodatkowo, jeśli inwestycje w zakresie jednostek wytwórczych miałyby w tak dużym wymiarze 

zostać zrealizowane do 1 stycznia 2026 r., musiałyby one już w tym momencie być na 

zaawansowanym etapie procesu inwestycyjnego – należy przy tym wskazać, że nie ma wciąż 

pewności co do kierunku regulacji w tym zakresie, trudno więc podejmować decyzje 

inwestycyjne w tym zakresie na tak dużą skalę. Bardzo istotnym problemem może być również 

dostępność urządzeń, materiałów oraz firm wykonawczych na potrzeby realizacji tak wielu 

inwestycji w tak krótkim okresie czasu.  

• Brak dostępności technologii OZE możliwych do implementacji w  dużych systemów 

ciepłowniczych, wynikający z charakterystyki pracy tych systemów oraz bardzo wysokich 

kosztów ich wdrożenia, powoduje, że bez wprowadzenia rozwiązań w zakresie mechanizmu 

zakwalifikowania ciepła z energii elektrycznej z OZE jako ciepła OZE pozbawi te systemy 

ciepłownicze jednej z nielicznych technologii pozwalających na uzyskanie przyrostu ciepła z 

OZE.  
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Załącznik 1: Case study transformacji systemu ciepłowniczego w aglomeracji 

krakowskiej 

 

Dane statystyczne dla miasta Kraków: 

• Powierzchnia miasta - 327 km2 

• Rozciągłość: z południa na północ – 18 km, z zachodu na wschód – 31 km 

• Liczba ludności: 780 796 (czerwiec 2021) 

1. Rynek ciepła - Informacje podstawowe:  

Sieć  cieplna pracuje w  układzie pierścieniowo-promienistym z możliwością zasilania 

z poszczególnych niezależnych źródeł. Istniejący układ sieci cieplnych umożliwia dystrybucję energii nie 

tylko na potrzeby centralnego ogrzewania w sezonie grzewczym, ale także na potrzeby przygotowania 

ciepłej wody użytkowej i klimatyzacji przez cały rok. Operatorem miejskiej sieci ciepłowniczej jest 

Miejskie Przedsiębiorstwo Energetyki Cieplnej S.A. (MPEC S.A.). Obecnie krakowskie MPEC zarządza 

prawie 950 kilometrami sieci, z czego aż 70 proc. to sieć preizolowana. Spółka zasięgiem obejmuje 

prawie 65 proc. obszaru miasta i dostarcza ciepło do prawie 10 tys. obiektów w Krakowie. Zasilane 

są m.in. bloki mieszkalne, szkoły, szpitale, galerie handlowe, obiekty sportowe, muzea, kościoły. Prawie 

78 proc. mieszkańców Krakowa korzysta z ciepła sieciowego MPEC.  

 

Rysunek 1.1: Mapa obszaru systemu ciepłowniczego w aglomeracji krakowskiej 
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Wykres 1.1: Zakup mocy w źródłach [MWt]58 

 

Wolumen zakupionego ciepła w źródłach wytwórczych wahał się w ostatnich latach w przedziale 10 do 

12 PJ (w zależności m.in. od warunków pogodowych). 

Stan obecny: 

Według stanu na dzień 31 grudnia 2021 r. do 10% wolumenu ciepła jest wytwarzane przez 

ZTPO (spalarnie odpadów komunalnych), pozostały wolumen wytwarzany jest przez PGE EC S.A. oraz 

CEZ Skawina, w większości w oparciu o kogenerację na węglu kamiennym uzupełnioną pracą kotłów 

szczytowych. W najbliższym czasie instalacja ZTPO zostanie doposażona w odzysk ciepła ze spalin co 

zwiększy jej wolumen produkcji kosztem pozostałych jednostek.  

Obecny układ urządzeń wytwórczych powinien spełnić wymogi w zakresie efektywnego 

systemu ciepłowniczego obowiązujące od dnia 1 stycznia 2026 r pod warunkiem iż inne regulacje np. 

emisyjne nie wykluczą możliwości wykorzystania kogeneracji na węglu kamiennym.  

Głównym wyzwaniem dla wytwórców ciepła będzie osiągniecie wskaźników zgodnie 

z wytycznymi dla roku 2035 oraz kolejnych gdzie konieczne będzie zastąpienie jednostek węglowych 

innymi technologiami. 

W dalszej części rozdziału przedstawiono 4 warianty technologiczne dostosowania rynku ciepła 

lokalizacji Kraków do nowych wymogów w zakresie efektywnego systemu ciepłowniczego.   

W Krakowie istnieje aktualnie potencjał budowy kolejnej linii technologicznej ZTPO 

(dodatkowe 35 MWt) co zostało uwzględnione w prezentowanych poniżej wariantach dostosowania 

do nowych wymogów regulacyjnych. 

Analiza została wykonana w oparciu o krzywą zapotrzebowania na ciepło w źródłach dla 

Krakowa w warunkach pogodowych z roku 2021. Założono stały rynek ciepła w całym okresie projekcji 

analizy.  

 
58 Źródło: lata 2018-2019-„Raporty o stanie Miasta”, rok 2020 - dane własne 
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Wykres 1.2: Rynek ciepła w Krakowie  

2. Założenia makroekonomiczne i rynkowe 

W analizie przyjęto założenia makroekonomiczne i rynkowe szczegółowo opisane 

w podrozdziale 3.1 niniejszego dokumentu. 

3. Założenia techniczno – ekonomiczne 

W analizie przyjęto założenia techniczno-ekonomiczne szczegółowo opisane w podrozdziale 

3.2 niniejszego dokumentu. 

4. Warianty technologiczne 

Poniżej  zostały zaprezentowane warianty technologiczne, które przeanalizowano dla rynku 

ciepła Krakowa. Większość obecnie funkcjonującej floty wytwórczej będzie wymagała wymiany (część 

jednostek około roku 2030 kończy swoją żywotność techniczną).  

Dla spełnienia wymogów na rok 2035:  

MWt Wariant 1 Wariant 2 Wariant 3 Wariant 4 

ZTPO (istniejący + odzysk ciepła) 45 MWt 45 MWt 45 MWt 45 MWt 

ZTPO (nowy) 35 MWt 35 MWt 35 MWt 35 MWt 

Pompy ciepła   190 MWt 130 MWt 

Kogeneracja biomasowa 190 MWt    

Kotły biomasowe  190 MWt   

OCGT 130 MWt    

CCGT  130 MWt   

Silniki gazowe   130 MWt 190 MWt 

Kotły gazowe 600 MWt 600 MWt 600 MWt 600 MWt 

Kotły elektrodowe 300 MWt 300 MWt 300 MWt 300 MWt 

Razem 1 300 MWt 1 300 MWt 1 300 MWt 1 300 MWt 
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Dla spełnienia wymogów w roku 2045 i latach następnych: 

W celu osiągnięcia kolejnego progu wymogów w zakresie udziału OZE  i ciepła odpadowego 

założono, iż najprostszym rozwiązaniem byłoby współspalanie lub konwersja części jednostek 

gazowych na zielony wodór.  

Proponowane w wariantach jednostki oparte o biomasę mają wymiar hipotetyczny z uwagi na 

utrudnioną logistykę dostaw paliwa w potrzebnych ilościach w rejony optymalne pod względem 

wyprowadzenia mocy cieplnej. Z kolei ograniczenia dostępnej mocy  pomp ciepła w okresach  wysokiej 

temperatury zasilania sieci powodują, iż budowanie kolejnych jednostek i tak wymaga alternatywnego 

zabezpieczenia zapotrzebowania szczytowego. 

Z uwagi na brak założeń  w odniesieniu do cen wodoru w długoletniej perspektywie, 

w prezentowanych dalej wynikach LCOH nie uwzględniono kosztu wzrostu cen paliwa oraz przyjęto, iż 

urządzenia będą gotowe na dokonanie konwersji bez dodatkowych nakładów.  

 

5. Wyniki analizy 

W przypadku dostosowania systemu Krakowa  w zakresie spełnienia kryteriów „efektywnego 

systemu ciepłowniczego” w 2035 roku,  wynikających z warunków opisanych w art. 24 ust. 1 projektu 

rewizji dyrektywy EED, konieczne będą do poniesienia poniższe nakłady: 

 

Wykres 1.3: Nakłady inwestycyjne dla poszczególnych wariantów rozwoju w ujęciu nominalnym bez dyskontowania 

Na poniższym wykresie przedstawiono jednostkowych zdyskontowany koszt produkcji ciepła 

według wariantów:  
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Wykres 1.4 Ceny ciepła na wytwarzaniu dla odbiorców końcowych59 

Zapotrzebowanie na paliwa od 2030 roku: 

 Wariant 1 Wariant 2 Wariant 3 Wariant 4 

Odpady  (tys. t)/rok 350 000 350 000 350 000 350 000 

Biomasa (tys. t) 826 321 489 290 0 0 

Gaz  (tys m3  lub GJ) 267 199* 286 143* 265 444* 342 073* 

Energia elektryczna (GWh) 15,5** 15,5** 477,6** 347,3** 

     

* planowane częściowe przepaliwowanie na zielony wodór od 2045 roku. 

** zasilenie energią elektryczną z potrzeb własnych i z sieci. 

 

Podsumowanie: 

• Dostosowanie jednego dużego rynku ciepła do uwarunkowań pakietu Fit for 55 będzie 

kosztować od 3,8 mld zł do 5,2 mld zł (w części wyłącznie dotyczącej infrastruktury 

wytwórczej).  

• Wymagane wolumeny biomasy przekraczają możliwości logistyczne miasta Kraków oraz brak 

jest dostępnych rynków biomasowych w pobliżu, aby móc zapewnić wymagane ilości.  

• Spełnienie wymogów pakietu Fit for 55 w teorii jest do wykonania, lecz przy obecnych 

uwarunkowaniach rzeczywistych w praktyce niemożliwe do zrealizowania. 

Rekomendacje: 

• Niezbędne jest, aby w znaczny sposób obniżyć wymogi dot. ilości ciepła z OZE / ciepła 

odpadowego w ogólnym strumieniu ciepła na rynku w celu spełnienia wymogu efektywnego 

systemu ciepłowniczego, 

• Należy dopuścić możliwość udziału ciepła z kogeneracji w celu spełnienia wymogu 

efektywnego systemu ciepłowniczego niezależnie od paliwa (z wyłączeniem węgla), by móc 

w pełni odpowiedzialnie zapewnić bezpieczeństwo energetyczne (zaopatrzenie w ciepło 

i energię elektryczną) poszczególnych regionów. 

 
59 Opracowanie własne PTEZ 
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