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Kluczowe wnioski

Najbliższa dekada będzie czasem głębokich 
zmian w polskim sektorze elektroenergetycz-
nym. Już w 2035 r. odnawialne źródła energii 
(OZE) będą wytwarzać taki sam udział energii, 
ile obecnie produkują elektrownie oparte na pa-
liwach kopalnych (ok. 70%). To epokowa szansa 
na obniżenie kosztów energii, która przełoży się 
na poprawę konkurencyjności polskiej gospodar-
ki, przy jednoczesnym obniżeniu o ponad połowę 
emisji sektora elektroenergetycznego.

	— Polski system elektroenergetyczny oparty jest 
głównie na wytwarzaniu energii elektrycznej 
z węgla kamiennego i brunatnego. Jego udział 
miksie w 2023 r. wyniósł około 61%. Aż 30 GW 
z całkowitej mocy zainstalowanej (ok. 64 GW) 
stanowiły elektrownie węglowe, z których 17 GW 
to bloki wybudowane w latach 1960-1980.

	— Historycznie wysoki udział węgla zapewniał ni-
skie ceny energii oraz ich niewielką zmienność 
w ciągu dnia i roku. Koszt produkcji energii elek-
trycznej w Polsce przez długi czas był wyznacza-
ny w prawie każdej godzinie przez bloki węglowe1. 
Wysoki udział tego surowca oznacza również jed-
ną z najwyższych w Unii Europejskiej intensyw-
ności emisji wytwarzania energii elektrycznej. 
Średnia dla Polski wynosi 614 kgCO₂/MWh, pod-
czas gdy dla całej EU-27 średnia to 210 kgCO₂/
MWh2. Z tego powodu ceny energii elektrycz-
nej w Polsce są silniej uzależnione od cen węgla 
i kosztów emisji CO₂ (EU ETS) niż w innych kra-
jach Unii, w których zależą głównie od cen gazu.

	— W ciągu ostatnich 15 lat ceny energii elektrycznej 
w Polsce wzrosły blisko pięciokrotnie (ze 155 zł/
MWh w 2008 r. do 759 zł/MWh w 2023 r.3). 
Główną przyczyną był wzrost kosztu wytwarzania 

energii w elektrowniach węglowych – ze śred-
nio 159 zł/MWh w 2008 r. do 1022 zł/MWh4 
w 2023 r. Ok. 350 zł/MWh5 z tej kwoty stano-
wił koszt uprawnień do emisji dwutlenku węgla 
EU ETS, których cena znacząco wzrosła, z po-
ziomu ok. 20 euro/tCO₂ w kwietniu 2020 r., do 
ok. 90 euro/tCO₂ w kwietniu 2023 r. Następnie 
po spadku w kwietniu 2024 r. ustabilizowała się 
na poziomie 65 euro/tCO₂6. Dodatkowym czyn-
nikiem prowadzącym do zwiększenia cen energii 
był rosnący koszt wydobycia węgla energetycz-
nego w Polsce (średnio z 223 zł/t w 2008 r. do 
824/t w 20237) i rosnące jego ceny na rynkach 
światowych8. W efekcie produkcja energii z wę-
gla stała się mniej konkurencyjna niż produkcja 
z nowo wybudowanych elektrowni gazowych 
lub OZE. 

	— Polski system elektroenergetyczny przechodzi 
obecnie transformację. Prognozujemy, że do 
2030 r. nastąpi znacząca rozbudowa nowych 
mocy wytwórczych. Powstaną przy tym zarów-
no nowe wysokosprawne bloki gazowe (+7 GW 
względem 2023 r.) oraz OZE – przede wszyst-
kim farmy fotowoltaiczne (+10 GW) oraz lądowe 
i pierwsze morskie farmy wiatrowe (odpowiednio 
+6 GW oraz +5 GW). Prognozy mocy oddawa-
nych do użytku do 2030 r. w większości opie-
rają się na danych o inwestycjach już realizo-
wanych lub będących w fazie zaawansowanych 
przygotowań, dlatego ich spełnienie jest wyso-
ce prawdopodobne. 

	— W ciągu najbliższej dekady zmieni się również 
struktura miksu wytwarzania. Już w 2035 r. OZE 
będą wytwarzać tyle samo energii elektrycznej, 
ile dziś produkują elektrownie oparte na pali-
wach kopalnych (ok. 70%). Poziom wytwarzania 
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z poszczególnych źródeł zależeć będzie przede 
wszystkim od kosztu produkcji względem innych 
dostępnych opcji. Już dziś nowe bloki gazowe 
o wysokiej sprawności oraz OZE produkują tań-
szą energię niż istniejące bloki węglowe, zarówno 
na węgiel kamienny, jak i brunatny9. Tempo uru-
chamiania nowych mocy wpłynie na to, jak szyb-
ko spadać będzie poziom wytwarzania w blokach 
węglowych. To z kolei przełoży się na spadek 
średnich cen energii elektrycznej w kraju.

	— Rozwój OZE przebiega najszybciej w historii Pol-
ski10, lecz wciąż nie wystarczy do zaspokojenia 
prognozowanego wzrostu krajowego popytu. 
Przewidujemy, że do 2030 r. Polska zwiększy 
import energii elektrycznej z krajów sąsiednich 
(głównie Niemiec i Szwecji), zwłaszcza w godzi-
nach o wysokiej produkcji energii elektrycznej 
z OZE w tych krajach. Wraz z oddaniem morskich 
farm wiatrowych (MFW)11 Polska może zostać 
eksporterem netto energii elektrycznej. Nasili się 
to dodatkowo wraz z uruchomieniem pierwszej 
elektrowni jądrowej12.

	— Ograniczone wykorzystanie elektrowni węglo-
wych (mniejsza liczba godzin pracy w roku) obniży 
ich przychody i zmniejszy możliwość bieżącego 
pokrycia kosztów stałych systemu elektroener-
getycznego. Odstawienie lub wyłączenie kolej-
nych bloków węglowych, przy zachowaniu sta-
bilności systemu, pozwoli uniknąć tych kosztów 
w przyszłości. Elektrownie węglowe odgrywa-
ją jednak istotną rolę w utrzymaniu stabilności 
systemu. Skala i istotność proponowanych zmian 
wymagają przygotowania realistycznego harmo-
nogramu ich odstawiania. 

	— Prognozowany spadek wytwarzania energii elek-
trycznej z węgla obniży zapotrzebowanie na ten 
surowiec, z 33 mln ton w 2023 r. do 7 mln ton 
w 2035 r. To poziom dużo niższy niż przewidu-
ją plany produkcji największych polskich spół-
ek górniczych i obowiązująca „umowa społecz-
na dla górnictwa kamiennego”13. W stosunku 
do nich prognozowane zapotrzebowanie jest 
ponad 40% niższe w 2030 r. oraz 60% niższe 
w 2035 r. Wydobycie węgla w Polsce jest jednym 
z najdroższych na świecie, co utrudni eksport 
ewentualnych nadwyżek produkcji w przypadku 
spadku zapotrzebowania. Dla polskiego sektora 
górnictwa węgla kamiennego niezbędny będzie 
kompleksowy plan transformacji. Powinien on ja-
sno określać działania konieczne do zapewnie-
nia opłacalności wydobycia na potrzeby krajowe 
przy jednoczesnym ograniczeniu negatywnych 
skutków społecznych, szczególnie w kluczowych 
regionach (tj. Bełchatowskie Zagłębie Węgla 
Brunatnego lub Zagłębie Śląsko-Dąbrowskie).

Transformacja polskiego sektora elektroenerge-
tycznego będzie wymagać inwestycji na niespo-
tykaną dotąd skalę – 275 mld zł14 w ciągu pięciu 
lat i ponad 550 mld zł w ciągu najbliższej dekady. 

	— Planowane do 2030 r. inwestycje na łącznie 
275 mld zł obejmą m.in. budowę nowych insta-
lacji OZE (90 mld zł), rozbudowę i modernizację 
sieci dystrybucyjnych (85 mld zł) oraz przesy-
łowych (65 mld zł) i budowę nowych elektrowni 
gazowych (25 mld zł). Zgodnie z planem, średnio-
roczne inwestycje wyniosą ok. 55 mld zł. Dla po-
równania, w ciągu ostatnich pięciu lat inwestycje 
wynosiły ok. 10 mld zł rocznie.

	— Realizacja inwestycji na tym poziomie zwięk-
szy udział inwestycji krajowych w polskim PKB 
o ok. 2-3 p.p. rocznie. Tym samym wzrośnie on 
z 20%15 do 22-23% PKB, co umożliwi Polsce 
osiągnięcie poziomu zbliżonego do obecnej 
średniej dla krajów OECD16.

	— Nasze analizy wskazują, że spółki energetyczne 
mają zdolność finansowania transformacji ener-
getycznej do 2030 r. Jest to możliwe przy wyko-
rzystaniu środków z kapitałów własnych, długu 
oraz wsparciu funduszy europejskich, budżetu 
krajowego i samorządów. Dodatkowo, przygoto-
wanie przez przedsiębiorstwa energetyczne wia-
rygodnych planów dekarbonizacji oraz realizacja 
projektów w formule finansowania projektowego 
może umożliwić zwiększenie zaangażowanie sek-
tora finansowego w finansowanie transformacji.

Efektywna transformacja sektora energetycz-
nego daje Polsce epokową szansę na obniżenie 
cen energii elektrycznej. Możliwe jest osiągnięcie 
wielomiliardowych oszczędności dla całej gospo-
darki (średnio 25 mld zł rocznie, czyli ok. 1% PKB), 
co przełoży się na wzrost jej konkurencyjności.

	— Hurtowe ceny energii elektrycznej w Polsce 
pozostają na jednym z najwyższych poziomów 
w Europie, mimo stabilizacji po znaczących 
wzrostach w latach 2022-23. W drugim kwartale 
2024 r. średnia cena energii elektrycznej w Pol-
sce wyniosła ok. 390 zł/MWh w porównaniu do 
340 zł/MWh w Europie17.

	— Szacujemy, że transformacja energetycz-
na pozwoli obniżyć średnie ceny energii elek-
trycznej w Polsce. W porównaniu do pozio-
mu z 2023 r. (ok. 500 zł/MWh), do 2035 r. ceny 
mogą spaść o ok. 70 zł/MWh (15%), a do 2050 r. 
o ok. 150 zł/MWh (30%)18. Taki spadek cen energii 
elektrycznej oznaczałby średnio 25 mld zł oszczęd-
ności rocznie (ok. 1% PKB) dla całej gospodarki 
i społeczeństwa do 2050 r.
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	— Transformacja umożliwi także istotne zmniejsze-
nie całkowitych emisji dwutlenku węgla sektora 
elektroenergetycznego. Już w 2030 r. mogą być 
niższe aż o 60% względem 2023 r. i blisko 80% 
względem poziomu bazowego z 1988 r.19 Dzięki 
temu intensywność emisji wytwarzania energii 
elektrycznej zbliży się w 2030 r. do średniej euro-
pejskiej. Dekarbonizacja sektora elektroenerge-
tycznego będzie miała największy wypływ na re-
alizację celu redukcji emisji CO₂ Polski do 2030 r. 
w ujęciu absolutnym i procentowym.

Do powodzenia transformacji energetycznej nie-
zbędna będzie bliska współpraca wszystkich 
uczestników rynku. Kluczowe będzie dostosowa-
nie tempa rozbudowy nowych źródeł wytwórczych 
oraz sieci do rzeczywistego wzrostu popytu.

	— Skala planowanych inwestycji (550 mld zł w ciągu 
dekady,) wymagać będzie zapewnienia realizacji 
projektów w założonym terminie i z zachowaniem 
wysokiej jakości oraz rozbudowy odpowiednich 
kompetencji na rynku pracy. W podobnych pro-
gramach wyzwaniem jest realizacja inwestycji 
zgodnie z budżetem i harmonogramem. Dodat-
kowe koszty wynikające z przekroczenia bu-
dżetu mogą wynieść nawet 400 mld zł w ciągu 
najbliższych dziesięciu lat20.

	— Jednocześnie, transformacja energetycz-
na stwarza możliwość pobudzenia aktywno-
ści gospodarczej poprzez rozbudowę lokal-
nych łańcuchów dostaw, tj. krajowej produkcji 

komponentów i materiałów takich jak wieże, 
fundamenty i turbiny do energetyki wiatrowej, 
panele fotowoltaiczne oraz konstrukcje do  
ich montażu. 

	— Skuteczne przeprowadzenie transformacji bę-
dzie decydować o poziomie cen energii elek-
trycznej, a przez to wpływać na konkurencyj-
ność całej polskiej gospodarki. Mogą w tym 
pomóc zidentyfikowane działania obniżające 
ceny energii zarówno w krótkim, jak i długim 
okresie. Obejmują one m.in. poprawę efektyw-
ności energetycznej odbiorców, poprawę ela-
styczności popytu, ograniczenie strat energii 
podczas przesyłu i dystrybucji, odblokowanie 
rozbudowy OZE (głównie lądowych farm wiatro-
wych), czy restrukturyzację sektora górniczego 
celem obniżenia kosztów wydobycia węgla.

	— Efektywna transformacja wymagać będzie rów-
nież dostosowania istniejących lub wprowadze-
nia nowych systemów wsparcia dla kluczowych 
klas aktywów. Szczególnie ważne będzie wdro-
żenie mechanizmów umożliwiających realizację 
inwestycji w bloki zapewniające stabilność sys-
temu (np. rynek mocy), efektywne finansowanie 
projektów OZE (w szczególności ułatwiających 
finansowanie dłużne) oraz stworzenie praktycz-
nych zachęt do zwiększania elastyczności popytu.



 

 

SCENARIUSZ RYNKOWY

Rysunek 1 
Do 2050 r. zużycie energii elektrycznej 
wzrośnie dwukrotnie.

Rysunek 2
PKB Polski będzie rosnąć, a populacja spadać.
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Źródło: World Bank i McKinsey Global Energy Perspective

Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model

Rysunek 3
Do 2050 r. moc zainstalowana w polskim systemie wzrośnie trzykrotnie, 
a ponad 70% wytwarzania będzie pochodzić z OZE.

Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model
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Rysunek 4
Giełdowe ceny energii elektrycznej spadną.

Rysunek 5
Każdy ze scenariuszy prognozuje znaczące obniżenie emisji dwutlenku węgla.

Źródło: Analiza McKinsey & Company na podstawie danych PSE, PEP 2040 
oraz McKinsey Energy Solutions – EU Power Model

Ceny energii (spot) na 
polskim rynku w latach 
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Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model 

Zakładana cena EU ETS w 2050 r. w scenariuszu opóźnionym: ok. 100 euro/t
Zakładana cena EU ETS w 2050 r. w scenariuszu rynkowym i przyspieszonym: ok. 230 euro/t
Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model, Montel

Rysunek 6
Wymagane inwestycje do 2050 r. wyniosą 1,9 tys. mld zł.
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Wprowadzenie
Polska energetyka stoi przed epokowym wyzwa-
niem. Oparty na elektrowniach węglowych system 
energetyczny, jaki znamy od kilkudziesięciu lat, 
przechodzi istotne zmiany. Ich kierunek jest jasno 
wytyczony przez cele polityki klimatyczno-energe-
tycznej Polski i UE21, obejmujące zagwarantowanie 
bezpieczeństwa i stabilności dostaw energii, zapew-
nienie konkurencyjności sektora elektroenerge-
tycznego oraz minimalizację negatywnego wpływu 
na klimat. Chociaż kierunek transformacji został wy-
raźnie określony, tempo jej przebiegu, jak i odpowie-
dzi na niektóre wyzwania nadal pozostają niejasne, 
szczególnie w ostatnim okresie. 

Jednym z najważniejszych zadań sektora elektro-
energetycznego jest efektywne zarządzenie port-
felem elektrowni węglowych o łącznej mocy zain-
stalowanej ponad 30 GW22. Wykorzystanie tych 
elektrowni spada z uwagi na wysoki koszt zmienny, 
co przekłada się na obniżenie ich rentowności. Nie-
zbędne jest opracowanie realistycznego harmono-
gramu ich odstawiania. Jednocześnie, efektywna 
rozbudowa mocy OZE na czas wymaga znacznej 
modernizacji i rozbudowy sieci przesyłowych i dys-
trybucyjnych. Szacowane nakłady inwestycyjne na 
ten cel powinny wynieść w najbliższych latach około 
15-20 mld zł rocznie23. Opóźnienia lub brak koordy-
nacji tych działań mogą skutkować dalszym wzro-
stem cen energii.

Polska ma obecnie jedne z najwyższych hurtowych 
cen energii elektrycznej w Europie, również w po-
równaniu z krajami sąsiednimi. W 2023 r. średnio-
miesięczne ceny spot były w Polsce o ok. 20% wyż-
sze niż w Niemczech24. Według naszych analiz, bez 

przyspieszenia transformacji sektora elektroener-
getycznego, wyższy poziom cen względem krajów 
ościennych może utrzymać się przez ponad deka-
dę. W rezultacie atrakcyjność Polski jako lokalizacji 
produkcji energochłonnych (np. hut metali i szkła, 
cementowni, czy papierni) oraz całego sektora prze-
mysłowego nie ulegnie poprawie.

Raport Polska Energetyka 2050 przedstawia poten-
cjalne korzyści z transformacji energetycznej oraz 
wyzwania z nią związane. Jest on oparty o wyniki 
modelowania optymalnego stosu zainstalowanej 
mocy miksu źródeł wytwórczych i miksu wytwarza-
nia. Nasze modele optymalizują system pod kątem 
jak najniższego całkowitego kosztu, przy zachowa-
niu wymagań technicznych dotyczących stabilności 
i zapewnienia dostaw energii w każdej godzinie roku. 

Przeanalizowaliśmy trzy scenariusze tempa zmian 
popytu i trzy scenariusze zmian mocy zainstalowanej, 
otrzymując w rezultacie dziewięć kombinacji. Raport 
omawia trzy wybrane scenariusze, w których przyrost 
nowych mocy wytwórczych przebiega w zbliżonym 
tempie co wzrost zapotrzebowania. W pozostałych 
wariantach popyt rośnie znacznie szybciej lub wol-
niej niż rozbudowa systemu, skutkując jego wyższym 
kosztem (np. z powodu nadmiernej rozbudowy sieci 
i niewykorzystanych w pełni mocy wytwórczych). 

W raporcie przedstawiamy scenariusz rynkowy jako 
ten najlepiej obrazujący obecne trendy rynkowe. 
Został on skalibrowany po szerokich konsultacjach 
z kluczowymi uczestnikami rynku elektroenerge-
tycznego w Polsce. Przygotowane zostały rów-
nież dwa alternatywne scenariusze: przyspieszony 
i opóźniony.

Podsumowanie 
zarządcze
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Efektywna transformacja polskiego sektora elek-
troenergetycznego to epokowa szansa na obniżenie 
kosztów energii, a tym samym poprawę konkuren-
cyjności polskiej gospodarki oraz istotne zmniej-
szenie emisji CO₂. Do 2030 r. emisje dwutlenku wę-
gla mogą obniżyć się aż o 60% względem poziomu 
z 2023 r. (i o blisko 80% względem poziomu bazo-
wego z 1988 r.). W rezultacie intensywność emisji 
wytwarzania energii elektrycznej w Polsce zbliży 
się do średniej europejskiej. Do 2050 r. progno-
zujemy redukcję emisji sektora elektrycznego aż 
o 75-97%, w zależności od scenariusza. Szczegóło-
wy opis drogi do osiągnięcia neutralności emisyjnej 
jest dostępne w naszej osobnej publikacji Neutralna 
emisyjnie Polska 205025.

Scenariusze transformacji
Wszystkie trzy scenariusze prognozują zwiększenie 
zapotrzebowania na energię elektryczną w przemy-
śle, transporcie i budynkach oraz stopniowe odcho-
dzenie od wytwarzania energii z węgla na rzecz OZE 
i bloków gazowych. Scenariusze różnią się dynami-
ką transformacji energetycznej, która zależy przede 
wszystkim od tempa wzrostu zapotrzebowania na 

energię elektryczną, harmonogramów oddawania 
do użytku kluczowych nowych mocy wytwórczych 
(elektrowni jądrowych oraz morskich farm wiatro-
wych), oraz zmiany cen paliw i uprawnień do emisji 
dwutlenku węgla EU ETS (ang. Emissions Trading 
System – Europejski System Handlu Emisjami).

W scenariuszu rynkowym popyt na energię elek-
tryczną rośnie zgodnie z trendem rozwoju gospo-
darki oraz zwiększającym się wykorzystaniem 
urządzeń elektrycznych w transporcie oraz budyn-
kach (głównie w celu ich ogrzewania i chłodzenia). 
Wzrost ten wynosi 2,2% rocznie w latach 2023-
2030 oraz 3,1% w latach 2030-2050. W tym sce-
nariuszu budowa morskich farm wiatrowych (10 GW 
do 2040 r.) i elektrowni jądrowej (ok. 3 GW do 
2040 r.) przebiega wolniej w porównaniu do obec-
nych planów (odpowiednio 18 GW i 7 GW w aKPEiK). 
Przyjęte opóźnienia są oparte na analizie porów-
nawczej podobnych projektów realizowanych w in-
nych krajach (np. minimalne dwuletnie opóźnienie 
otwarcia bloków elektrowni jądrowej względem 
pierwotnych planów).

Scenariusz opóźniony zakłada wolniejszy wzrost 
zapotrzebowania na energię elektryczną w stosunku 



do scenariusza rynkowego, wynoszący odpowiednio 
2,0% rocznie w okresie 2023-2030 oraz 2,6% w la-
tach 2030-2050. Wzrost ten jest jednak szybszy niż 
obserwowany w ostatnich pięciu latach. Dodatkowo 
scenariusz ten uwzględnia dłuższe opóźnienia w od-
dawaniu nowych, niskoemisyjnych źródeł energii 
(morskich farm wiatrowych i elektrowni jądrowych), 
co skutkuje wolniejszą transformacją sektora.

Scenariusz przyspieszony zakłada znacznie szybszy 
wzrost zapotrzebowania na energię elektryczną, odpo-
wiednio o 2,8% w latach 2023-2030 oraz 3,3% w okre-
sie 2030-2050. Głównym czynnikiem wzrostu będzie 
przyspieszona elektryfikacja przemysłu, budynków 
i transportu. Rosnący popyt będzie zaspokajany między 
innymi dzięki terminowemu oddaniu do użytku nowych 
mocy wytwórczych, takich jak elektrownie jądrowe (od 
2035 r.26) oraz morskie farmy wiatrowe.

Popyt na energię elektryczną
W scenariuszu rynkowym tempo wzrostu zapotrze-
bowania na energię elektryczną przyspieszy z 2,2% 
rocznie w latach 2023-2030 do 3,1% po 2030 r. 
W rezultacie popyt do 2040 r. wzrośnie o blisko 60% 
– ze 171 TWh w 2023 r. do ok. 273 TWh27. 

Do 2030 r. wzrost zużycia energii elektrycznej na-
stąpi głównie w budynkach (wraz ze zwiększeniem 
liczby oraz wykorzystania pomp ciepła) i przemy-
śle (w związku z elektryfikacją wytwarzania ciepła 
średnio- i niskotemperaturowego oraz postępującą 
automatyzacją procesów produkcji). 

Do 2030 r. nie prognozujemy wykorzystania zielo-
nego wodoru na szeroką skalę, z uwagi na jego niską 
konkurencyjność cenową. Po 2030 r. zapotrzebowa-
nie na ten surowiec będzie zależne głównie od tempa 
i kształtu wdrażania regulacji, w szczególności dy-
rektywy Renewable Energy Directive (RED III), oraz 
wysokości zachęt lub kar. Pojawienie się produkcji 
na większą skalę wodoru z elektrolizy (tj. zielonego 
wodoru) przewidujemy dopiero po 2035 r. Progno-
za ostatecznego wolumenu produkcji obarczona 
jest jednak dużą niepewnością, z uwagi na nieznany 
ostateczny kształt regulacji na poziomie krajowym. 

Zgodnie z naszymi analizami, po 2030 r. nastąpi 
znaczna elektryfikacja transportu drogowego. Sza-
cujemy, że w Polsce w 2040 r. co piąty samochód 
osobowy będzie posiadał napęd elektryczny (ang. 
BEV – Battery Electric Vehicle). 

W scenariuszach opóźnionym oraz przyspieszonym 
przewidujemy różnice w zapotrzebowaniu na energię 
elektryczną względem scenariusza rynkowego.

W scenariuszu opóźnionym, z powodu wolniejszej 
elektryfikacji przemysłu, transportu i wytwarzania 
ciepła oraz mniejszego zapotrzebowanie na nisko-
emisyjny wodór, roczne zużycie energii będzie niższe. 
Osiągnie poziom 257 TWh w 2040 r. oraz 330 TWh 
w 2050 r., co oznacza średnioroczne tempo wzrostu 
na poziomie 2,5% (2023–2050).

Natomiast w scenariuszu przyspieszonym, z powo-
du szybszego tempa elektryfikacji i wyższej pro-
dukcji zielonego wodoru, zapotrzebowanie będzie 
rosło szybciej. W rezultacie wyniesie ono 318 TWh 
w 2040 r. oraz 396 TWh w 2050 r., przy średniorocz-
nym tempie wzrostu 3,2% (2023–2050).

Wytwarzanie energii elektrycznej
Wzrost zapotrzebowania na energię elektryczną, wy-
soki koszt wytwarzania oraz duża intensywność emi-
sji obecnego systemu powodują konieczność jego 
transformacji. Dodatkowo wiele istniejących bloków 
węglowych osiągnie wkrótce maksymalny wiek tech-
niczny i będzie musiało zostać zamkniętych. Sytuacja 
ta wymusi budowę nowych, niskokosztowych i nisko-
emisyjnych mocy wytwórczych. 

Według scenariusza rynkowego, w latach 2023-
2040 moc zainstalowana elektrowni fotowolta-
icznych wzrośnie z 16 do 61 GW. Przełoży się to na 

Zielony wodór

Wodór jest bezbarwnym, bezwonnym i wysoce 
łatwopalnym gazem. Zielony wodór powsta-
je w procesie elektrolizy wody, podczas której 
energia elektryczna ze źródeł odnawialnych roz-
kłada wodę na wodór i tlen. Obecnie jest stoso-
wany głównie jako surowiec przemysłowy do 
przerobu ropy naftowej i produkcji nawozów. 
W przyszłości wodór może mieć zastosowanie 
w wybranych gałęziach przemysłu (np. produk-
cja stali i chemii, czy paliw syntetycznych), ma-
gazynowaniu energii, transporcie oraz wytwa-
rzaniu ciepła. 
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wzrost produkcji energii z 11 do 59 TWh rocznie. Moc 
farm wiatrowych na lądzie wzrośnie z 9 do 33 GW, 
a ich produkcja z 24 do 87 TWh rocznie. Do 2040 r. 
powstanie także 10 GW morskich farm wiatrowych, 
generujących 45 TWh rocznie28.

Stabilizację systemu energetycznego będą zapew-
niały głównie elektrownie gazowe. Ich moc wzrośnie 
z obecnych 4 do 18 GW do 2040 r. Rola bloków ga-
zowych będzie się zmieniać w czasie  – w najbliż-
szych latach będą pracować głównie w podstawie 
(ang. Base Load), a w perspektywie długotermino-
wej zaczną pracować jako źródło stabilizujące. Elek-
trownie gazowe będą uruchamiane głównie w go-
dzinach niskiej produkcji energii z OZE. W rezultacie, 
ich średnioroczne wykorzystanie obniży się z około 
55% w latach 2025-2030 do około 30% w latach 
2030-204029. 

Prognozujemy, że do 2040 r. z obecnych 22 GW 
mocy elektrowni na węgiel kamienny pozostanie je-
dynie około 10 GW. Ich produkcja spadnie jeszcze 
szybciej – z 67 do 12 TWh (około 1200 godzin pra-
cy rocznie), w związku z malejącą konkurencyjno-
ścią kosztową tych źródeł. Zmniejszenie dostępnej 
mocy będzie skutkiem osiągnięcia maksymalnego 
wieku technicznego przez część bloków oraz wyso-
kich kosztów utrzymywania jednostek o malejącym 
wykorzystaniu. Przy czym harmonogram odstawienia 
bloków węglowych powinien uwzględniać potrzebę 
utrzymania stabilności systemu. Do 2040 r. będą na-
dal pracować niektóre istniejące bloki, takie jak Ko-
zienice II, Jaworzno I, II i III, Opole 3-6 oraz Łagisza 8.

Zmniejszenie wytwarzania energii w elektrowniach 
węglowych spowoduje spadek zapotrzebowania na 
energetyczny węgiel kamienny. Zmniejszy się ono 
z 33 mln ton w 2023 r. do 10 mln ton w 2035 r. 
i 7 mln ton w 2040 r.

W scenariuszu rynkowym prognozujemy także zna-
czące ograniczenie produkcji w elektrowniach opa-
lanych węglem brunatnym. Spadek spowodowany 
będzie rosnącymi kosztami zmiennymi (w tym upraw-
nień EU ETS), co przełoży się na obniżenie konkuren-
cyjności względem innych dostępnych technologii. 
Przy spadającej liczbie godzin pracy w roku, rozwią-
zaniem pozwalającym ograniczyć koszty stałe dla 
systemu elektroenergetycznego może być zamknię-
cie tych elektrowni. Dodatkowo datę odstawienia 
bloków będą determinować wyczerpujące się złoża 
w Bełchatowie30 i prawdopodobny brak uruchomie-
nia wydobycia w złożu „Złoczew”31. Prognozujemy 
zmniejszenie mocy elektrowni na węgiel brunatny 

z 8 GW w 2023 r. do 3 GW w 2040 r. oraz spadek 
produkcji z 35 TWh do mniej niż 1 TWh.

Ponad 90% polskich elektrowni węglowych dostar-
cza także ciepło lokalnym społecznościom i prze-
mysłowi. Wyłączenie tych jednostek będzie możliwe 
tylko po zapewnieniu alternatywnych, niskoemisyj-
nych źródeł ciepła, takich jak lokalne ciepłownie 
gazowe, dzielnicowe pompy ciepła lub ciepłownie 
na paliwa alternatywne.

Zgodnie ze scenariuszem rynkowym, elektrownie ją-
drowe o mocy ok. 3 GW będą produkować w 2040 r. 
około 18 TWh energii32. Zakładamy uruchomienie 
pierwszych bloków w 2037 r.33 (z dwuletnim opóź-
nieniem względem ogłoszonych publicznie planów)34.

Polska do 2035 r. pozostanie importerem netto ener-
gii elektrycznej z powodu wysokich kosztów wła-
snej produkcji oraz dostępności taniej energii OZE 
z krajów sąsiednich, zwłaszcza z Niemiec. Import 
netto wzrośnie do około 20 TWh w 2030 r. (z 4 TWh 
w 2023 r.). Jednak wraz z oddaniem morskich farm 
wiatrowych (MFW)35 Polska może zostać eksporte-
rem netto energii elektrycznej. Nasili się to dodat-
kowo wraz z uruchomieniem pierwszej elektrowni 
jądrowej w 203736.

W każdym ze scenariuszy przewidujemy wzrost wy-
miany transgranicznej energii elektrycznej. Rosną-
cy udział OZE w Polsce i krajach sąsiednich będzie 
powodował lokalne i czasowe różnice w poziomie 
produkcji energii wynikające z różnych warunków 
pogodowych w poszczególnych regionach. W efek-
cie wzrośnie zmienność cen na lokalnych rynkach 
hurtowych i czasowo będą się zwiększać różnice 
cenowe między krajami i regionami. Doprowadzi to 
do wzrostu przepływów transgranicznych, które po-
mogą zmniejszyć średnie ceny energii w połączo-
nych systemach.

Koszty i korzyści z transformacji 
energetycznej
Transformacja polskiego sektora elektroenergetycz-
nego będzie wymagać inwestycji o skali niespoty-
kanej w XXI wieku37. Kluczowe spółki sektora staną 
przed strategicznym wyzwaniem, jakim będzie ter-
minowa i efektywna kosztowo budowa niezbędnych 
mocy wytwórczych oraz rozbudowa i modernizacja 
sieci dystrybucyjnych i przesyłowych. Celem tych 
działań jest budowa stabilnego i taniego systemu 
elektroenergetycznego, który jednocześnie obniży 
intensywność emisji wytwarzania energii.
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Porównanie do aKPEiK – moc zainstalowana w 2040 r.

Nasza prognoza jest kierunkowo zgodna z zało-
żeniami scenariusza WAM (ang. with additional 
measures – z dodatkowymi środkami) z projektu 
aktualizacji Krajowego Planu w dziedzinie Energii 
i Klimatu z października 2024 r. (aKPEiK)40, lecz 
różni się w istotnych szczegółach. 

Po pierwsze, scenariusz WAM aKPEiK zakłada 
wyższe zapotrzebowanie na energię elektrycz-
ną. W scenariuszu rynkowym prognozujemy, 
że zużycie energii elektrycznej w 2040 r. bę-
dzie o około 11% niższe niż w aKPEiK (273 TWh 
wobec 307 TWh). Dodatkowo, projekt aKPEiK 
zakłada zerowy bilans roczny transgraniczne-
go przesyłu energii elektrycznej. Oba założenia 
skutkują wyższym poziomem krajowej produkcji 
energii, realizowanej przede wszystkim w blo-
kach węglowych.

Kolejna różnica dotyczy produkcji energii z lądo-
wych farm wiatrowych i fotowoltaiki. Scenariusz 

WAM aKPEiK przewiduje ich łączną produk-
cję na poziomie 112 TWh w 2040 r. Tymczasem 
w naszym scenariuszu rynkowym prognozujemy 
istotnie wyższą produkcję – około 146 TWh. Jed-
nocześnie, aKPEiK zakłada szybsze tempo bu-
dowy morskich farm wiatrowych (18 GW mocy do 
2040 r. wobec 10 GW w naszym scenariuszu ryn-
kowym). Rządowa prognoza przewiduje w efekcie 
wyższą produkcję energii z tego źródła – 67 TWh 
w 2040 r. Scenariusz rynkowy zakłada osiągnię-
cie w roku 2040 r. produkcji na poziomie 45 TWh 
i 72 TWh w 2045 r. 

Ewentualne opóźnienia w budowie morskich 
farm wiatrowych, przy zakładanym przez aKPEiK 
wolniejszym rozwoju lądowych farm wiatrowych 
i fotowoltaiki, spowodują konieczność większego 
wykorzystania elektrowni konwencjonalnych. To 
z kolei będzie utrzymywać wyższe hurtowe ceny 
energii elektrycznej.

W scenariuszu rynkowym szacujemy, że do 
2050 r. wymagane nakłady inwestycyjne wyniosą 
ok. 1,9 bln zł (1,9 tys. mld zł). W tym 1,4 bln zł powinno 
zostać przeznaczone na nowe moce wytwórcze, po-
nad 350 mld zł na inwestycje w sieci dystrybucyjne, 
a ok. 100 mld zł na inwestycje w sieci przesyłowe.

W perspektywie najbliższych pięciu lat łączne nakła-
dy inwestycyjne na transformację sektora elektro-
energetycznego szacujemy na 275 mld zł. Odpowia-
da to około 2-3% rocznego PKB Polski. Inwestycje 
obejmą nowe odnawialne źródła energii (90 mld zł), 
rozbudowę i modernizację sieci dystrybucyjnych 
(85 mld zł) i przesyłowych (65 mld zł) oraz budowę 
konwencjonalnych mocy wytwórczych (25 mld zł).

Z naszych analiz wynika, że główne polskie spółki 
energetyczne mają zdolność finansowania trans-
formacji energetycznej. Przeprowadzona symulacja 
wskazuje, że wymagane jest zaangażowanie zarów-
no środków z kapitałów własnych oraz wykorzystanie 
finansowania dłużnego i dotacji38. 

Zastępowanie konwencjonalnych źródeł wytwa-
rzania energii elektrycznej przez OZE oraz rosnące 
ceny uprawnień do emisji dwutlenku węgla EU ETS 
spowodują, że średnioroczne rynkowe ceny hurtowe 

utrzymają się na stabilnym poziomie (ok. 410 zł/MWh) 
aż do 2035 r.39. Wzrośnie za to ich zmienność w ciągu 
dnia i roku. Dopiero po latach 2035-2050, wraz ze 
wzrostem udziału źródeł odnawialnych, średniorocz-
ne ceny spadną do około 330 zł/MWh.

Obniżenie cen energii elektrycznej względem 2023 r. 
przyniesie oszczędności dla społeczeństwa i gospo-
darki w wysokości średnio ok. 25 mld zł rocznie. Od-
powiada to 1% rocznego PKB do 2050 r. 

Zaprzestanie lub opóźnienie transformacji energe-
tycznej (np. ograniczenie budowy OZE lub wydłuże-
nie okresu eksploatacji elektrowni węglowych) spo-
woduje wzrost kosztów produkcji energii. Wpłynie na 
to rosnący koszt uprawnień do emisji CO₂ w systemie 
EU ETS, co podwyższy ceny hurtowe energii i obniży 
konkurencyjność gospodarki.

Dla porównania, w scenariuszu opóźnionej transfor-
macji, przy relatywnie niskim koszcie uprawnień do 
emisji dwutlenku węgla (124 euro/tCO₂ w 2050 r.), 
hurtowe ceny energii utrzymają się do 2050 r. na po-
ziomie z 2024 r. Wolniejsze tempo inwestycji w źró-
dła odnawialne i jądrowe oznacza najwyższe koszty 
zakupu energii dla odbiorców końcowych spośród 
analizowanych scenariuszy.
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W scenariuszu przyspieszonej transformacji hurto-
we ceny energii elektrycznej spadną najbardziej – do 
około 200 zł/MWh w 2050 r. Stanie się tak pomi-
mo wysokiego prognozowanego kosztu uprawnień 
do emisji dwutlenku węgla EU ETS (210 euro/tCO₂ 
w 2050 r.). Skompensują go przyspieszenie i zwięk-
szona moc oddawanych do użytku OZE oraz elek-
trowni jądrowej o najniższym koszcie zmiennym wy-
twarzania. Scenariusze rynkowy i przyspieszonej 
transformacji opisują warunki dla silniejszego wspar-
cia inwestycji w przemysł, elektryfikację ogrzewania 
budynków i transportu czy budowę centrów danych, 
za sprawą obniżania cen energii elektrycznej.

Spadek hurtowych cen energii elektrycznej popra-
wi konkurencyjność gospodarki, zmniejszając jed-
nocześnie atrakcyjność inwestycji w nowe źródła 
wytwórcze. Szczególnie w przypadku odnawialnych 
źródeł energii zależnych od warunków pogodowych 
i wytwarzających energię elektryczną w tych sa-
mych godzinach, jak fotowoltaika i farmy wiatrowe. 
W scenariuszu rynkowym sytuacja, w której cena 
rynkowa spada szybciej niż uśredniony koszt energii 
wytwarzanej LCOE (ang. Levelized Cost of Electrici-
ty –obejmujący nakłady inwestycyjne, koszty finan-
sowania oraz koszty stałe i zmienne wytwarzania, 

przez cały okres eksploatacji), pojawi się dopiero 
w latach 40. i dotyczyć będzie tylko morskiej ener-
getyki wiatrowej. 

Różnica między tanimi, odnawialnymi źródłami 
energii o zmiennym profilu wytwarzania a drożeją-
cymi źródłami kopalnymi będzie powodować coraz 
większą zmienność cen na rynku energii elektrycz-
nej. Aktywne zarządzanie godzinowym profilem zu-
życia zaczyna już teraz być istotną dźwignią obniża-
nia wydatków na energię. Zastosowanie cyfrowych 
narzędzi monitorowania i optymalizacji profilu zuży-
cia, budowa magazynów energii oraz zastosowanie 
szerszego portfolio narzędzi służących do optymal-
nego zarządzania zapotrzebowaniem i jego profilem 
(czyli narzędzi DSR – z ang. Demand Side Response) 
mogą poprawić wyniki finansowe spółek ponoszą-
cych duże nakłady na energię. Ponadto, odpowia-
dając na dużą zmienność godzinową regulator ryn-
ku energii może wprowadzić częściowo lub w pełni 
dynamiczne taryfy dla odbiorców, także indywidu-
alnych. Mogą one dodatkowo zachęcać do dopaso-
wania profili zużycia do godzin, w których występuje 
wyższa produkcja z OZE.



Transformacja systemu elektroenergetycznego, 
dzięki większemu wykorzystaniu niskoemisyjnych 
źródeł energii elektrycznej, pozwoli na znaczne 
obniżenie emisji dwutlenku węgla. W scenariuszu 
rynkowym emisje spadną o około 60% do 2030 r. 
(względem 2023 r.) i o ponad 90% do 2050 r. W od-
niesieniu do roku bazowego 1988 spadek wyniesie 
odpowiednio około 80% i 99%.

Sukces transformacji energetycznej będzie zale-
żeć od szeregu decyzji i wsparcia regulacyjnego 
dynamicznie zmieniającego się rynku. Kluczowe 
będzie zapewnienie mechanizmów gwarantujących 
opłacalność inwestycji w nowe źródła energii elek-
trycznej, jak np. wzmocnienie mechanizmów rynku 
mocy czy wydłużenie użycia mechanizmów gwaran-
tujących długoterminowe przychody projektów (np. 
kontrakty różnicowe) oraz efektywne zarządzanie 
zmiennością cen. 

Znaczenie będzie mieć również regularna koordy-
nacja tempa budowy nowych źródeł wytwórczych 
z prognozowanym i rzeczywistym wzrostem popy-
tu. Umożliwi to uniknięcie zarówno nadmiernej, jak 
i niewystarczającej rozbudowy systemu, co mogłoby 
prowadzić do wzrostu kosztów jednostkowych ener-
gii lub zbędnych inwestycji infrastrukturalnych (ang. 
Stranded Assets). 

Efektywna realizacja inwestycji będzie wymagała za-
bezpieczenia zasobów ludzkich i rozwinięcia lokal-
nych łańcuchów dostaw. Oznacza to szanse rozbu-
dowy krajowej produkcji komponentów i materiałów 
takich jak wieże, fundamenty i turbiny do energetyki 
wiatrowej, panele fotowoltaiczne oraz konstrukcje do 
ich montażu, co przyczyni się do obniżenia kosztów 
inwestycji oraz poprawy ich efektywności. 

Znaczący spadek wytwarzania jednostek w elek-
trowniach węglowych obniży  zapotrzebowanie na 
ten surowiec. Skala i tempo obniżenia popytu wyma-
gać będą przygotowania planu transformacji sektora 
wytwarzania i wydobycia. Plan powinien aktywnie 
wskazywać możliwe działania ograniczające koszty 
społeczne transformacji, w szczególności regionów 
węglowych takich jak Bełchatów, Turów czy Zagłębie 
Śląsko-Dąbrowskie.

Odpowiednio przeprowadzona transformacja ener-
getyczna jest ogromną szansą dla Polski na popra-
wienie konkurencyjności gospodarki. O tym, jaka 
część tego potencjału zostanie wykorzystana, zde-
cydują tempo oraz efektywność realizowanych zmian.
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Trylemat transformacji energetycznej
Transformacja polskiego sektora elektroenergetycz-
nego stanowi wyzwanie. Przez kraj nie przepływa 
zbyt wiele rzek, na których mogłyby powstać elek-
trownie wodne, a średni współczynnik wykorzysta-
nia farm wiatrowych wynosi 12-17%, czyli o połowę 
mniej niż w Kalifornii41. Niewielkie złoża gazu ziem-
nego oznaczają konieczność importu surowca. Mo-
rze Bałtyckie pozwala na rozwój morskiej energetyki 
wiatrowej na północy kraju, ale najbardziej energo-
chłonne obszary znajdują się na południu. Polska nie 
ma jeszcze elektrowni jądrowej, w odróżnieniu od in-
nych państw UE z byłego bloku wschodniego, takich 
jak Bułgaria, Czechy, Węgry, Rumunia, czy Słowacja. 
Energetyka w znacznym stopniu oparta jest o węgiel.

Mimo niełatwej pozycji startowej, w ostatnich dzie-
sięcioleciach Polska rozpoczęła transformację sek-
tora elektroenergetycznego. Jeśli zostanie zre-
alizowana z powodzeniem, może pomóc osiągnąć 
trzy cele – zapewnić stabilne dostawy energii przy 

konkurencyjnych cenach i jak najniższych emisjach. 
To tak zwany „trylemat transformacji energetycznej”.

Osiągnięcie wszystkich trzech celów równocześnie 
stanowi olbrzymie wyzwanie. Już spełnienie każ-
dego z nich z osobna można określić jako sukces. 
Modelując i prognozując scenariusze transformacji 
polskiego systemu elektroenergetycznego, do re-
alizacji każdego z tych celów podeszliśmy w usyste-
matyzowany sposób.

W zakresie bezpieczeństwa, każdy ze scenariuszy 
zakłada odpowiedni poziom rezerwy mocy pozwa-
lający na zapewnienie stabilności działania syste-
mu (np. produkcja w OZE wspierana jest przez nowe 
bloki gazowe, magazyny energii oraz wymianę tran-
sgraniczną) oraz testowany jest na historycznych 
danych pogodowych oraz prognozach (w 15 minuto-
wych interwałach). Modelując ceny energii, każdy ze 
scenariuszy optymalizuje miks wytwórczy pod kątem 
jak najniższego kosztu całkowitego systemu – jak 
najmniejszych łącznych nakładów inwestycyjnych 
oraz kosztów operacyjnych. Tempo redukcji emi-
sji jest wyznaczane przede wszystkim przez ceny 
uprawień do emisji EU ETS, przyjęte dla każdego 
ze scenariuszy.  

Bezpieczeństwo dostaw
Sprawny system energetyczny powinien zapewniać 
stabilne dostawy energii elektrycznej, niezależnie od 
wyjątkowych i przejściowych wydarzeń (np. nieko-
rzystnych warunków pogodowych lub zakłóceń na 
globalnych szlakach handlowych) oraz przeciwdzia-
łać niekontrolowanemu wzrostowi jej cen. Cel ten 
może być osiągnięty poprzez budowę zdywersyfiko-
wanego portfolio mocy wytwarzania oraz rozbudowę 
i modernizację sieci przesyłowych i dystrybucyjnych. 

Obecny stan 
polskiego systemu 
energetycznego

Konkurencyjna
cena energii

Niska emisyjność

Bezpieczeństwo dostaw

Rysunek 7
Trylemat transformacji energetycznej.
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Dla zapewnienia wysokiego poziomu bezpieczeń-
stwa dostaw wymagane jest utrzymanie odpowied-
niego poziomu rezerw w sterowalnych źródłach 
energii oraz magazynach energii. Jest to szczegól-
nie istotne przy znaczącym wzroście udziału pro-
dukcji energii ze źródeł o ograniczonej sterowalno-
ści, takich jak farmy wiatrowe czy fotowoltaiczne.

Konkurencyjna cena energii
Ceny energii elektrycznej w Polsce należą do naj-
wyższych w Unii Europejskiej. W dobie rosnącej 
automatyzacji produkcji, elektryfikacji napędów 
i digitalizacji, ceny energii elektrycznej będą mieć 
coraz większe znaczenie dla konkurencyjności 
gospodarczej Polski. Będą one decydować m.in. 
o atrakcyjności lokalizacji produkcji przemysłowej 
czy centrów danych.

Na cenę energii elektrycznej dla odbiorcy końco-
wego składa się z koszt wytwarzania energii, opłaty 
za przesył i dystrybucję energii oraz podatki. W Pol-
sce ceny energii w większym stopniu niż w innych 
krajach UE wynikają z kosztów samej energii oraz 
wyższych podatków. Obecnie, w mniejszym stop-
niu zależą one np. od opłat przesyłowych i dystry-
bucyjnych. Opłaty te odzwierciedlają niski poziom 
realizowanych w ostatnich latach inwestycji w mo-
dernizację i rozbudowę sieci. Planowane na bez-
precedensową skale inwestycje (tj. 150 mld w ciągu 
najbliższych lat) przełożą się na wzrost taryfy prze-
syłowej i dystrybucyjnej nawet o 50 zł/MWh. Prze-
widywany wzrost opłat sieciowych może zostać jed-
nak zrównoważony spadkiem hurtowych cen energii, 
wynikającym głównie ze stopniowego zastępowania 
węgla gazem oraz rozwoju tanich OZE.

Do przeprowadzenia analizy zmian sektora elektroenergetycznego wykorzystaliśmy własne narzędzie – model 
McKinsey PLEXOS

Kluczowe założenia do 2030 roku

	— Perspektywa makroekonomiczna 
Polski m.in. zmiana populacji i tempa 
wzrostu PKB

	— Rynkowe ścieżki cen paliw (tj. wę-
gla i gazu) oraz uprawnień do emisji 
EU ETS

	— Planowane przez PSE odstawienia 
bloków, wynikające z osiągnięcia 
maksimum technicznego lub wyma-
gającego remontu kapitalnego

	— Ogłoszone i realizowane projekty 
budowy nowych bloków gazowych 
i morskich farm wiatrowych, z termi-
nami „urealnionymi” na podstawie 
obecnego zaawansowania

	— Strategie grup energetycznych doty-
czących rozbudowy OZE tj. fotowolta-
iki i lądowych farm wiatrowych

	— Informacje PSE na temat obecnej i pla-
nowanej infrastruktury przesyłowej 
transgranicznej

	— Prognoza zmian mocy zainstalo-
wanej tj. odstawienia bloków i bu-
dowa nowych mocy wytwórczych 
z podziałem na technologie i lata

	— Prognoza zmian godzinowego miksu 
wytwarzania z podziałem na techno-
logie i lata

	— Prognoza zmian wymiany transgra-
nicznej

	— Prognoza zmian cen energii elek-
trycznej spot oraz „capture price” 
z podziałem na technologie i lata

	— Prognoza nakładów inwestycyjnych 
na nowe moce wytwórcze oraz nie-
zbędną rozbudowę sieci przesyło-
wych i dystrybucyjnych, z podziałem 
na lata

Funkcja celu: 

Minimalny koszt całkowitego 
systemu elektroenergetycznego

Zmienne: 

Rozbudowa stosu mocy („wymu-
szona” do 2030 r. oraz „uwolnio-
na” po 2030) oraz miks wytwa-
rzania w każdej godzinie, przy 
zachowaniu stabilności syste-
mu i uwzględnieniu sytuacji na 
ościennych rynkach

Model McKinsey PLEXOS

Kluczowe wyniki modelowania
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Źródło: McKinsey Energy Solutions 

Rysunek 8
Koszt uprawnień do emisji EU ETS oraz ceny gazu ziemnego, węgla energetycznego i 
wodoru prognozowane na podstawie globalnych modeli podaży i popytu McKinsey.

Prognoza cen, lata 2023-50

Rysunek 8A
Koszty emisji dwutlenku węgla, EU ETS, euro-2023/t

Rysunek 8B
Cena gazu ziemnego, TTF, euro-2023/MWh
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Rysunek 8C
Cena węgla kamiennego, ARA, euro-2023/t

Rysunek 8D
Cena wodoru, EU, euro-2023/kg
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Niska emisyjność 
Polska, ze względu na wysoki udział węgla w miksie 
energetycznym, ma jedną z najwyższych emisyjno-
ści produkcji energii elektrycznej w Unii Europejskiej 
(średnio 614 kgCO₂/MWh w Polsce, wobec średniej 
UE-27 wynoszącej 210 kgCO₂/MWh42). Powoduje 
to dużą wrażliwość krajowych cen energii na wzrost 
kosztów uprawnień EU ETS. W ciągu ostatnich sze-
ściu lat średnie ceny tych uprawnień wzrosły z ok. 
5 euro (2017 r.) do 85 euro (2023 r.) za tonę emi-
sji dwutlenku węgla. Prognozujemy, że do 2030 r. 
ceny uprawnień EU ETS utrzymają się przedziale 
80-100 euro/tCO₂. 

Ceny energii są ważnym czynnikiem kształtującym 
konkurencyjność całej gospodarki, zwłaszcza ener-
gochłonnego przemysłu i usług opartych o przetwa-
rzanie danych. Jak widać na przykładzie innych kra-
jów, transformacja energetyczna często powoduje 
wzrost i większą zmienność cen energii elektrycznej. 
Dodatkowo, temat stał się istotny dla obiorców koń-
cowych, producentów i sprzedawców energii oraz 
ustawodawcy i administracji. 

Analizując scenariusze możliwych kierunków zmian 
sektora, zidentyfikowaliśmy szereg działań mogą-
cych obniżyć ceny energii na rynku hurtowym oraz 
dla odbiorcy końcowego. Ich wdrożenie wymaga 
współpracy regulatora, przedsiębiorstw z sektora 
energetycznego oraz samych odbiorców. Szacujemy, 
że działania te mogą doprowadzić do obniżenia cał-
kowitych cen energii elektrycznej dla odbiorcy nawet 
o 10-20% (ok. 100- 200 zł/MWh) w ciągu najbliż-
szych pięciu lat. Można je podzielić na pięć kluczo-
wych kategorii:

1.	 Poprawa efektywności energetycznej i uela-
stycznienie popytu, np. poprzez wdrożenie 
dalszych mechanizmów wsparcia projektów 
poprawy efektywności energetycznej w prze-
myśle oraz odbiorców indywidualnych. Zasto-
sowanie cyfrowych narzędzi monitorowania 
i optymalizacji profilu zużycia, budowa maga-
zynów energii oraz zastosowanie szerszego 
portfolio narzędzi do optymalnego zarządzania 
zapotrzebowaniem i jego profilem (DSR), mogą 
obniżyć zapotrzebowanie na energię w godzi-
nach o najwyższych cenach z poziomu syste-
mu. Obserwując inne europejskie rynki (np. 
Dania czy Holandia) widać, że wprowadzenie 

w pełni dynamicznych taryf zwiększa stopień 
zastosowania powyższych rozwiązań i obniże-
nie efektywnych cen energii. 

2.	 Zwiększenie wymiany transgranicznej po-
przez rozbudowę połączeń z krajami sąsiednimi. 
Dzięki temu w krótszym horyzoncie czasowym 
możliwe będzie zwiększenie importu czystej 
energii elektrycznej z krajów posiadających 
czasowe nadwyżki produkcji z OZE (np. Niemcy 
lub Szwecja), a w dłuższej perspektywie – zwięk-
szenie eksportu.

3.	 Obniżenie strat przesyłu i dystrybucji poprzez  
modernizację sieci. Pozwoli to na zmniejszenie cał-
kowitego zapotrzebowania na energię elektrycz-
ną, a tym samym obniżenie całkowitego kosztu 
wytwarzania. Dodatkowo, modernizacja i lepsze 
planowanie rozwoju sieci może umożliwić przyłą-
czenie więcej mocy OZE.

4.	 Zwiększenie tempa rozbudowy mocy OZE 
poprzez wprowadzenie dodatkowych regulacji 
ułatwiających budowę np. lądowych elektrowni 
wiatrowych lub zorientowanych na zwiększenie 
auto-konsumpcji poprzez zastosowanie rozpro-
szonych instalacji fotowoltaicznych z magazyna-
mi energii. 

5.	 Zwiększenie transparentności cen B2B po-
przez wdrożenie regulacji na rzecz łatwiejszego 
dostępu do informacji o zawieranych transak-
cjach i efektywnych cenach energii, np. w formie 
obowiązku publikowania cen transakcyjnych. 
Umożliwi to przede wszystkim ograniczenie 
błędnej wyceny taryfy za energię elektryczną 
dla MŚP. 

Działania mogące obniżyć ceny energii na rynku hurtowym oraz dla odbiorcy końcowego

Jednocześnie w ostatnich latach rośnie presja re-
gulacyjna na obniżenie emisji, zarówno na poziomie 
międzynarodowych, jak i krajowym. Wynika ona 
m.in. z Ramowej konwencji ONZ w sprawie zmian 
klimatu (1992 r.43), Protokołu z Kioto (1997 r.44) i Po-
rozumienia Paryskiego (2015 r.45). Cele te są pod-
stawą ambitnej polityki klimatyczno-energetycznej 
UE46, a w konsekwencji polityki energetycznej Pol-
ski. Realizacja zakładanych celów obniżenia emisji 
może stanowić wyzwanie w kontekście zachowania 
bezpieczeństwa dostaw i niskich cen energii. Przy-
kładowo, zastąpienie węgla mniej emisyjnym gazem 
ziemnym zwiększa polską ekspozycję na import tego 
surowca. W 2024 r. krajowe źródła pokryły jedynie 
około 20% zapotrzebowania na gaz47. 
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EU ETS). Wzrost ten wynikał z rosnącego kosztu wy-
dobycia węgla energetycznego w Polsce (średnio 
z 223 zł/t w 2008 r. do 824/t w 202353), rosnących 
cen węgla na rynkach światowych54 oraz wzrostu cen 
uprawnień do emisji EU ETS55. W efekcie wytwarza-
nie energii z węgla straciło konkurencyjność wobec 
produkcji z gazu czy OZE. Istotnym czynnikiem jest 
również spadek krajowego wydobycia, wynikający 
z postępującego wyczerpywania się złóż węgla bru-
natnego. Utrata konkurencyjności stanowi wyzwanie 
zarówno dla elektrowni węglowych, jak i górnictwa 
węgla kamiennego.

Prognozowane mniejsze wykorzystanie bloków wę-
glowych (tj. mniejsza liczba godzin pracy w roku) 
ograniczy ich przychody. To z kolei zmniejszy moż-
liwość bieżącego pokrycia ich kosztów stałych. Od-
stawienie najmniej konkurencyjnych bloków wę-
glowych pozwoli uniknąć ponoszenia tych kosztów 
w przyszłości. Ze względu na skalę i tempo zmian 
oraz konieczność utrzymania stabilności systemu 
elektroenergetycznego w Polsce, niezbędne jest 
przygotowanie kompleksowego i realnego harmo-
nogramu odstawień bloków węglowych. Harmono-
gram ten powinien uwzględniać poziom rezerwy nie-
zbędny dla zachowania stabilności całego systemu, 
również przy dostępnym możliwym imporcie energii 
elektrycznej z krajów ościennych. 

Rysunek 9
Prognozowana struktura zużycia węgla kamiennego w Polsce.
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1. Węgiel kamienny dla odbiorców indywidualnych musi spełniać odmienne parametry jakościowe (większa frakcja ziarna) 
i dotychczas w dużym stopniu opierał się na imporcie ze względu na parametry jakościowe węgla wydobywanego przez 
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Uwaga: Szacunkowe zużycie przy założeniu efektywności energetycznej elektrowni węglowych na poziomie 30%
Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model

Sektor energetyczny

Odbiorcy indywidualni1

W raporcie Polska Energetyka 2050, stworzyliśmy 
przy pomocy modelowania trzy scenariusze trans-
formacji polskiej energetyki. Ich celem jest próba 
osiągnięcia optymalnego miksu źródeł wytwór-
czych. Funkcja celu w modelu została zdefiniowana 
jako minimalizacja całkowitych kosztów systemu, 
z uwzględnieniem kosztów emisji EU ETS.

Sytuacja energetyki węglowej
Polski system elektroenergetyczny od lat opiera się 
głównie na wytwarzaniu energii elektrycznej z węgla 
kamiennego i brunatnego. W 2023 r. udział węgla 
w krajowym miksie energetycznym wyniósł oko-
ło 65%. Elektrownie węglowe stanowiły aż 30 GW 
z całkowitej48 mocy zainstalowanej (ok. 64 GW). 
W tej grupie aż 17 GW to bloki wybudowane w latach 
1960-1980, a średni wiek bloku węglowego wynosi 
obecnie ponad 37 lat49. 

Wysoki udział wytwarzania z węgla historycznie 
przekładał się na niskie ceny energii elektrycznej 
oraz niewielką zmienność cen energii w ciągu dnia 
i roku. Koszt krańcowy systemu w prawie każdej 
godzinie wyznaczany był przez bloki węglowe50. 
W ostatnich latach wysoki udział węgla w miksie 
skutkował wzrostem cen energii elektrycznej. Śred-
ni koszt produkcji energii elektrycznej z węgla wzrósł 
z 159 zł/MWh w 2008 r. do 1022 zł/MWh51 w 2023 r. 
(z czego ok. 350 zł/MWh52 stanowił koszt uprawnień 
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1. Na podstawie wieku aktywa i maksymalnego okresu eksploatacji
Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model

Rysunek 10
Prognozowana rozbudowa bloków gazowych i odstawianie bloków węglowych w scenariuszu rynkowym.
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Gdańsk – 0.5 GW

Rybnik – 0.46 GW
Łagisza – 0.88 GW

Adamów – 0.6GW Kozienice – 0.65 GWKozienice – 0.65 GW

2021

Bydgoszcz – 0.05 GW
Łagisza – 0.24 GW
Łaziska – 0.57 GW
Siersza – 0.48 GW

2022

Rybnik 
– 0.21 GW

2023

Jaworzno – 0.06 GW
Łagisza – 0.6 GW
Rybnik – 0.44 GW

2024

Rybnik
– 0.22 GW

2025

Dolna Odra 
– 0.22 GW
Skawina 
– 0.33 GW

2026

Bydgoszcz – 0.05 GW
Dolna Odra  – 0.45 GW
Łaziska – 0.35 GW
Ostrołęka – 0.60 GW

2027

Dolna Odra – 0.23 GW
Jaworzno – 0.43 GW
Łódź – 0.10 GW

2028

Jaworzno – 0.21 GW

2029

Kozienice – 0.4 GW
Połaniec – 0.20 GW

2030

Gdańsk – 0.11 GW
Gdynia – 0.05 GW
Jaworzno – 0.64 GW
Kozienice – 0.43

GW Kraków – 0.23 GW
Łódź – 0.11 GW
Połaniec – 0.40 GW
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2031

Białystok – 0.06 GW 
Kozienice – 0.43 GW
Połaniec – 0.20 GW

2032

Czechnica – 0.05 GW 
Kozienice – 0.43 GW
Łaziska – 0.22 GW
Połaniec – 0.41 GW 

2033

Czechnica – 0.05 GW
Gdańsk – 0.05 GW
Połaniec – 0.20 GW

2034

Kraków – 0.11 GW
Poznań – 0.55 GW

2035

Kraków  
– 0.10 GW

2040

Gdynia – 0.55 GW

2037

Wrocław  
– 0.15 GW

2041

Białystok –  0.05GW
Kozienice – 0.50 GW
Poznań – 0.10 GW

2047

Bielsko-Biała – 0.05 GW
Opole – 0.36 GW

2048

Jaworzno – 0.14 GW
Poznań – 0.12 GW
Wrocław – 0.10 GW

2050

Będzin – 0.05 GW
Katowice – 0.13GW

2046

Opole – 0.36 GW

2044

Gdańsk – 0.05 GW
Opole – 0.36 GW

Opole – 0.36 GW

20432042

Kozienice – 0.05 GW
Łódź – 0.10 GW
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Dodatkowo, finansowanie inwestycji w elektrownie 
węglowe stało się utrudnione z powodu wprowa-
dzenia szeregu regulacyjnych i dobrowolnych barier 
finansowania, m.in. wymogów raportowania ESG56, 
taksonomię EU oraz szereg celów strategicznych 
spółek sektora finansowego i ubezpieczeniowego. 
Działania te wynikają z postrzeganego przez sektor 
finansowy rosnącego ryzyka aktywów węglowych57 
i przekładają się na ograniczenie dostępności do 
instrumentów finansowych dla nowych inwestycji 
i bieżącego działania (np. trudności w pozyskaniu 
ubezpieczenia dla elektrowni). 

Prognozowany spadek wytwarzania energii elek-
trycznej z węgla obniży zapotrzebowania na ten su-
rowiec, z 33 mln ton w 2023 r. do 10 mln ton w 2035 r. 
To poziom dużo niższy niż plany produkcji najwięk-
szych spółek górniczych i obowiązująca „umowa 
społeczna dla górnictwa kamiennego” – progno-
zowane zapotrzebowanie jest ponad 40% niższe 
w 2030 r. oraz 60% niższe w 2035 r. Wydobycie wę-
gla w Polsce jest jednym z najdroższych na świecie, 
co utrudni eksport ewentualnych nadwyżek pro-
dukcji w przypadku spadku zapotrzebowania. Dla 
polskiego sektora górnictwa węgla kamiennego 
niezbędny będzie kompleksowy plan transforma-
cji. Powinien on jasno określać działania niezbęd-
ne do zapewnienia opłacalności wydobycia na po-
trzeby krajowe przy jednoczesnym ograniczeniu 
negatywnych skutków społecznych transformacji, 
szczególnie w kluczowych regionach (tj. Bełcha-
towskie Zagłębie Węgla Brunatnego lub Zagłębie 

Śląsko-Dąbrowskie). Mogą w tym pomóc inwestycje 
w nowe gałęzie przemysłu, które wykorzystując bo-
gate zasoby ludzkie i istniejącą infrastrukturę, staną 
się motorami aktywności gospodarczej.

Konkurencyjność polskiego rynku 
energii elektrycznej na tle Europy
Ceny energii elektrycznej w Polsce pozostają na jednym 
z najwyższych poziomów w Europie, mimo ustabilizowa-
nia po znaczących wzrostach w latach 2022-23. W cią-
gu ostatnich piętnastu lat ceny energii elektrycznej 
w Polsce wzrosły blisko pięciokrotnie – z 155 zł/MWh 
w 2008 r. do 759 zł/MWh w 2023 r.58. W II kwartale 
2024 r. średnia cena energii elektrycznej w Polsce wy-
niosła ok. 390 zł/MWh. Dla porównania, średnia euro-
pejska wyniosła w tym okresie ok. 340 zł/MWh.

W systemach energetycznych z rosnącym udziałem 
OZE rośnie zmienność miksu wytwarzania w ciągu 
roku i w ciągu dnia. Wynika to z różnych warunków 
pogodowych w poszczególnych regionach. W efek-
cie wzrasta zmienność cen na lokalnych rynkach 
hurtowych i czasowo zwiększają się różnice cenowe 
między krajami i regionami. Prowadzi to do wzrostu 
przepływów transgranicznych, które pomogą zmniej-
szyć średnie ceny energii w połączonych systemach. 

Historycznie Polska była znaczącym eksporterem net-
to energii elektrycznej . Oznacza to, że w ciągu roku 
energia była zarówno importowana, jak i sprzedawana 
do krajów sąsiednich, ale bilans roczny wskazywał na 

Źródło: Ember

Rysunek 11
Ceny energii w Polsce spadają, ale nadal są wyższe niż w Europie.
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eksport. Jednak od blisko dekady jest przede wszyst-
kim importerem59, wraz ze znaczącym wzrostem mocy 
zainstalowanej OZE w krajach sąsiadujących przy 
jednocześnie stałych wysokich cenach energii elek-
trycznej w Polsce, spowodowanych wysokim udziałem 
wytwarzania z węgla. Rekordowy import netto odno-
towano w 2020 r., kiedy przekroczył 13 TWh – blisko 
10% końcowego zapotrzebowania na energię elek-
tryczną w kraju. 

Import energii elektrycznej pozwala obniżać śred-
nie ceny hurtowe energii w Polsce. Ważne jednak, by 
planując docelowy system energetyczny, uwzględnić 
ryzyka związane z czasowym brakiem możliwości im-
portu energii z krajów sąsiadujących.

Wyzwania dla rozwoju OZE
Tempo inwestycji w odnawialne źródła energii w Pol-
sce przyspieszyło w ostatnich latach. Zainstalowana 
moc OZE podwoiła się w latach 2014-2019, a na-
stępnie ponownie w okresie 2019-202360,61 . W roku 
2024 OZE odpowiadały już za blisko 29% całkowi-
tego wytwarzania w kraju. Przyczyny tak szybkiego 
wzrostu w ciągu dekady to przede wszystkim: 

	— Spadek średniego kosztu wytwarzania energii 
ze źródeł OZE (np. koszt LCOE paneli fotowolta-
icznych zmniejszył się ponad dziesięciokrotnie 
pomiędzy 2010 a 2023 r.62).

	— Wzrost kosztów produkcji energii ze źródeł kon-
wencjonalnych, wynikający ze wzrostu cen kra-
jowego wydobycia węgla, rosnących cen gazu na 
globalnych rynkach oraz zwiększających się cen 
uprawnień do emisji CO₂ (EU ETS). Wzrost cen 
ETS wywoływał efekt średnio dwa razy silniejszy 
dla konkurencyjności wytwarzania węgla w po-
równaniu z gazem. 

	— Wprowadzenie szeregu mechanizmów wspiera-
jących rozwój projektów OZE oraz wykorzystanie 
zielonej energii elektrycznej. Wsparcie przybiera 
różne formy, z których najważniejsze to system 
aukcyjny, kontrakty różnicowe (m. in. dla mor-
skich farm wiatrowych), system net-billing dla 
prosumentów, zielone certyfikaty, ulgi podatko-
we i celowe instrumenty finansowe.

Szybki przyrost mocy OZE napotyka również na sze-
reg wyzwań, m.in. prawnych, finansowych, technicz-
nych i społecznych. Do najważniejszych należą:

	— Wyczerpywanie się dostępnych zdolności przyłą-
czeniowych istniejących sieci przesyłowych i dys-
trybucyjnych. Wynika to m.in. z ograniczonych 

możliwości bilansowania systemu elektroener-
getycznego oraz niedostosowania sieci niskie-
go napięcia do przyłączania dużej liczby domo-
wych instalacji fotowoltaicznych.

	— Długi okres uzyskiwania pozwoleń na inwestycje 
w wielkoskalowe odnawialne źródła energii63.

	— Ograniczona elastyczność pracy bloków wę-
glowych. Produkcja energii z OZE jest zmien-
na i zależna od warunków pogodowych. Pełne 
wykorzystanie energii z tych źródeł wymaga, 
by elektrownie sterowalne mogły dynamicznie 
zwiększać i zmniejszać swoją moc (ang. Load Fol-
low) lub nawet czasowo się wyłączać. Bloki wę-
glowe, szczególnie starsze jednostki o mocy oko-
ło 200 MW, mają jednak ograniczenia techniczne 
i ekonomiczne, które uniemożliwiają pełne przy-
jęcie energii wytwarzanej w godzinach sprzyja-
jących warunków pogodowych. Dla porównania, 
nowoczesne elektrownie gazowe charakteryzu-
je dużo większa elastyczność pracy, dzięki temu 
mogą lepiej współpracować z OZE.

	— Spadek uzyskiwanej ceny sprzedaży energii 
z farm wiatrowych i fotowoltaiki. Źródła te czę-
sto produkują energię w podobnych okresach 
– przy silnym wietrze lub intensywnym nasło-
necznieniu – co prowadzi do chwilowej wysokiej 
podaży taniej energii, która zastępuje droższe 
moce wytwórcze. Skutkuje to obniżaniem cen na 
rynku, lecz tym samym, uzyskiwane przez źródła 
OZE przychody ulegają obniżeniu.

	— Brak wystarczających pojemności magazynów 
energii, które mogłyby akumulować chwilowe 
nadwyżki energii ze źródeł odnawialnych, prze-
nosząc je na godziny i dni o mniejszej produkcji 
energii z OZE lub większym zapotrzebowaniu.

	— Ograniczone możliwości pozyskania finanso-
wania na nowe inwestycje wobec braku za-
bezpieczenia długoterminowych przycho-
dów, na przykład w postaci aukcji różnicowych 
lub kontraktów długoterminowych wytwór-
ców z odbiorcami (ang. PPA – Power Purchase 
Agreement). Projekty oparte o sprzedaż energii 
po cenach rynkowych (ang. merchant prices) na-
potykają na trudności z pozyskaniem finansowa-
nia dłużnego.

Dalsze tempo rozwoju energetyki odnawialnej zale-
żeć będzie między innymi od zdolności interesariuszy 
do pokonywania wymienionych barier.
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Scenariusze 
transformacji 
polskiej energetyki
Trzy scenariusze

Przeanalizowaliśmy trzy scenariusze tempa zmian 
popytu i trzy scenariusze zmian mocy zainstalowanej, 
otrzymując w rezultacie dziewięć kombinacji. Raport 
omawia trzy scenariusze, w których przyrost nowych 
mocy wytwórczych przebiega w zbliżonym tempie co 
wzrost zapotrzebowania. W pozostałych wariantach 
popyt rośnie znacznie szybciej lub wolniej niż roz-
budowa systemu, skutkując wzrostem całkowitego 
kosztu systemu. 

W przypadku zbyt wolnego rozwoju systemu, na 
rynku może czasowo wzrosnąć cena energii elek-
trycznej, spowodowana zwiększoną pracą nieefek-
tywnych jednostek lub może dojść do ograniczenia 
dostaw energii do wybranych odbiorców (np. po-
przez DSR lub stopnie zasilania). Z kolei zbyt szyb-
ka rozbudowa źródeł wytwórczych i sieci obniża 
rentowność systemu energetycznego, m.in. przez 
mniejsze niż planowane wykorzystanie mocy wy-
twórczych oraz potencjalny wzrost taryf przesyło-
wych i dystrybucyjnych (koszt inwestycji pozostaje 
ten sam, lecz mniejsza jest liczba TWh przesyłanej 
i dystrybuowanej energii). Koordynacja inwestycji, 
przy jednoczesnym aktywnym monitorowaniu wzro-
stu popytu pozwoli na uniknięcie zbędnych kosztów 
i nakładów finansowych.

W raporcie przedstawiamy scenariusz rynkowy 
jako ten najlepiej obrazujący obecne trendy rynko-
we. Został on wybrany i skalibrowany po szerokich 
konsultacjach z kluczowymi uczestnikami rynku 

elektroenergetycznego w Polsce. Przygotowane 
zostały również dwa alternatywne scenariusze: 
przyspieszony i opóźniony. 

Wszystkie trzy scenariusze zakładają stopniowe 
odchodzenie od paliw kopalnych na rzecz większe-
go wytwarzania energii elektrycznej z OZE, elek-
trowni jądrowych i gazowych oraz wzrost popytu 
związany z elektryfikacją przemysłu, transportu 
i ogrzewania budynków.

Scenariusze różnią się przede wszystkim tempem 
oddania do użytku kluczowych nowych mocy wy-
twarzania (szczególnie elektrowni jądrowych oraz 
morskich farm wiatrowych), dynamiką zapotrzebo-
wania na energię elektryczną oraz wzrostem cen 
uprawnień EU ETS.

Realizacja tych scenariuszy zależy od wielu czyn-
ników. Kluczowe będzie wsparcie regulacyjne 
inwestycji. Wzrost zapotrzebowania na energię 
elektryczną będzie ściśle związany z tempem uru-
chamiania nowych jednostek OZE oraz elektrowni 
jądrowych, a także z zapotrzebowaniem na wodór. 

Scenariusz rynkowy

Scenariusz rynkowy przyjmujemy jako podstawę 
do dalszej, pogłębionej analizy. W scenariuszu tym 
elektryfikacja gospodarki przyspiesza. Jednocze-
śnie transformacji energetycznej towarzyszy oddanie 
do użytku nowych aktywów, takich jak morskie far-
my wiatrowe i elektrownie jądrowe. Ceny uprawnień 
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do emisji dwutlenku węgla EU ETS są szacowane 
na ponad 100 euro/tCO₂ w 2030 r. i 175 euro/tCO₂ 
w 2040 r., zgodnie ze średnią większości prognoz 
zmian cen uprawnień EU ETS.

W scenariuszu rynkowym prognozujemy, że po 
2030 r. nastąpi istotny wzrost popytu na ener-
gię elektryczną (do 3,1% rocznie). W rezultacie za-
potrzebowanie na energię elektryczną wyniesie 
231 TWh w 2035 r., 273 TWh w 2040 r. oraz 363 TWh 
w 2050 r. Wzrost ten wynika głównie z elektryfikacji 
(pod)sektorów przemysłu, transportu i ogrzewania 
budynków, związanej z ich dekarbonizacją.

Największy wzrost popytu na energię elektryczną 
prognozowany jest w przemyśle – z 65 TWh obec-
nie do 82 TWh w 2030 r. i niemal 95 TWh w 2035 r. 
Zgodnie z naszą prognozą, produkcja ciepła nisko-
temperaturowego zostanie w dużej mierze zelektry-
fikowana. Zastąpienie technologii wysokotempe-
raturowych (np. pieców hutniczych) będzie jednak 
bardziej wymagające i nastąpi około 2050 r.

Drugim istotnym źródłem wzrostu zapotrzebowania 
będzie elektryfikacja ogrzewania budynków – indy-
widualnego i sieciowego. Zakładamy, że w przypad-
ku indywidualnych budynków kotły węglowe i gazo-
we zastępowane będą głównie przez pompy ciepła. 
W ogrzewaniu sieciowym prognozujemy odstawianie 
jednostek węglowych i zastępowanie ich przez nowo-
czesne elektrociepłownie gazowe oraz na biomasę. 
Istotną rolę odegrają także kotły elektrodowe i wiel-
koskalowe pompy ciepła, wykorzystujące nadwyż-
ki energii z OZE. W rezultacie, zużycie energii elek-
trycznej w tym obszarze wzrośnie z niespełna 97 TWh 
w 2023 r. do 106 TWh w 2030 r. i 129 TWh w 2040 r.

Trzecim obszarem wzrostu popytu będzie transport. 
Prognozujemy postępującą wymianę floty spalinowej 
na pojazdy elektryczne, wsparte regulacjami, w tym 
potencjalny zakaz sprzedaży pojazdów z silnikami 
spalinowymi64. Szacujemy, że w 2040 r. co piąty sa-
mochód osobowy będzie posiadał napęd elektrycz-
ny (ang. BEV – Battery Electric Vehicle). W efekcie 

Rysunek 12
Potencjalne scenariusze rozwoju polskiego systemu elektroenergetycznego do 2040 roku.
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zapotrzebowanie transportu (w tym szynowego) na 
energię elektryczną wzrośnie do 13 TWh w 2035 r. 
i 22 TWh w 2040 r. 

Rosnący popyt na energię elektryczną łączy się 
także z inwestycjami w produkcję zielonego wodo-
ru, zgodnie z Dyrektywą RED III65. Prognozujemy, że 
produkcja wodoru w elektrolizerach zacznie rosnąć 
po 2035 r., wraz z wzrostem udziału OZE w krajowym 
miksie wytwarzania. Według scenariusza rynkowe-
go do 2040 r. koszty wytwarzania zielonego wodo-
ru będą wyższe niż innych dostępnych alternatyw. 
W efekcie wzrost produkcji wodoru będzie uzależ-
niony od regulacji (między innymi dyrektyw RED III, 
FuelEU i ReFuelEU) oraz skuteczności systemów 
wsparcia obniżających koszty produkcji. Szacujemy, 
że do produkcji wodoru w 2040 r. zostanie wykorzy-
stane ok. 11 TWh energii elektrycznej. Popyt będzie 
pochodził głównie z procesu przerobu ropy naftowej, 
produkcji paliw syntetycznych i produkcji nawozów. 
Zapotrzebowanie pozostanie nieznaczne w pozosta-
łych gałęziach przemysłu (np. produkcji stali i chemii), 
magazynowaniu energii, transporcie czy wytwarza-
niu ciepła.

Scenariusz opóźniony
Scenariusz opóźniony zakłada umiarkowany wzrost 
cen uprawnień do emisji EU ETS. Do 2030 r. oscylu-
jąc one wokół poziomu 80 euro/tCO₂, przekracza-
jąc 100 euro/tCO₂ w 2040 r. Oznacza to mniejszą 
presję na dekarbonizację w porównaniu do scena-
riusza rynkowego.

W tym scenariuszu popyt na energię elektryczną ro-
śnie w tempie 2,0% rocznie do 2030 r. i 2,6% w ko-
lejnych latach. Zapotrzebowanie na energię elek-
tryczną wyniesie 223 TWh w 2035 r. oraz 257 TWh 
w 2040 r. Wolniejsze tempo wzrostu wynika z niż-
szego poziomu elektryfikacji gospodarki, zwłaszcza 
w zakresie ogrzewania budynków (indywidualnego 
i sieciowego) oraz transporcie.

Scenariusz ten wiąże się także z opóźnieniem w uru-
chomieniu morskich farm wiatrowych oraz elektrowni 
jądrowych (dopiero w 2039 r.). W efekcie opóźnione 
zostanie również wycofywanie bloków węglowych.

Ponadto scenariusz ten zakłada, że Polska nie zre-
alizuje w pełni celów dyrektywy RED III, w szczegól-
ności dotyczących wykorzystania zielonego wodoru 
w przemyśle i paliw syntetycznych w transporcie.

  
 

 

 

 

 

 

 

Rysunek 13
Popyt na energię elektryczną w Polsce wzrośnie z 171 TWh obecnie do 330-396 TWh.
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Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model
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Scenariusz przyspieszony 
Scenariusz przyspieszony zakłada wzmożone wysiłki 
na rzecz dekarbonizacji UE i Polski oraz zwiększenie 
wydatków na ten cel. W rezultacie pomimo utrzymania 
wzrostu cen uprawnień EU ETS w tym samym tem-
pie co w scenariuszu rynkowym, zapotrzebowanie na 
energię rośnie szybciej we wszystkich kluczowych 
gałęziach gospodarki, tj. w przemyśle, ogrzewaniu 
budynków i transporcie drogowym. Większe zapo-
trzebowanie zaspokajane jest przez terminowe uru-
chomienie pierwszej elektrowni jądrowej (w 2035 r.) 
i morskich farm wiatrowych (19 GW w 2040 r.). 

W tym scenariuszu popyt w latach 2023-2030 ro-
śnie średnio o 2,8% rocznie. Po 2030 r. elektryfika-
cja jednak przyśpiesza i już w 2040 r. popyt na ener-
gię elektryczną wynosi 318 TWh rocznie.

Głównym motorem szybszego wzrostu zapotrze-
bowania jest elektryfikacja ciepła nisko- i średnio-
temperaturowego w przemyśle (np. produkcja pary) 
oraz ogrzewania budynków – zarówno indywidual-
nego, jak i sieciowego. W efekcie zużycie energii 
elektrycznej do ogrzewania budynków oraz w prze-
myśle jest w 2040 r. o ponad 15% wyższe niż w sce-
nariuszu rynkowym.
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Moce zainstalowane według 
technologii

Znaczna część inwestycji realizowanych do 2030 r. 
to już rozpoczęte projekty oraz rezultat rozstrzy-
gniętych aukcji mocy i aukcji OZE. Model uwzględ-
nia również przyznane kontrakty różnicowe, wy-
nikające z ustawy o promowaniu wytwarzania 
energii elektrycznej w morskich farmach wiatro-
wych. Z tego powodu w krótkim okresie różnice 
między trzema scenariuszami transformacji są nie-
wielkie. Wyraźne rozbieżności pojawiają się dopiero 
w perspektywie 2040 r.

Scenariusz rynkowy
W scenariuszu rynkowym całkowita moc zainsta-
lowana wzrośnie z 64 GW w 2023 r. do 153 GW na 
koniec 2040 r. i 215 GW w 2050 r. Największy przy-
rost mocy nastąpi w energetyce słonecznej (61 GW 
w 2040 r. i 85 GW w 2050 r.) oraz wiatrowej – na 
lądzie (odpowiednio 33 GW i 51 GW) oraz na morzu 
(10 GW i 18 GW).

Zakładamy, że do 2040 r. pracować będą już blo-
ki jądrowe o łącznej mocy do 3 GW. Natomiast 
do 2050 r. moc energetyki jądrowej wzrośnie do 
13 GW, dzięki budowie dużych bloków oraz rozwo-
jowi małych modułowych reaktorów (ang. SMR – 
Small Modular Reactor). 

Według naszych prognoz, moce zainstalowane elek-
trowni węglowych będą systematycznie maleć wraz 
z wycofywaniem starych bloków (po 50–60 latach pra-
cy). Moc elektrowni na węgiel brunatny spadnie z obec-
nych 8 GW do 3 GW w 2040 r. Moc elektrowni na węgiel 
kamienny zmniejszy się z 22 GW do 10 GW w 2040 r., 
a następnie spadnie jeszcze o połowę do 2050 r.

Przyszły system 
elektroenergetyczny

Wycofywanie bloków węglowych oraz konieczność 
bilansowania zmiennej generacji OZE wymusi po-
czątkowo dynamiczny rozwój elektrowni gazowych. 
Ich moc zwiększy się początkowo o około 7 GW 
(z obecnych 4 GW do 11 GW) do 2030 r., a następnie 
o kolejne 7 GW – do poziomu 18 GW w 2040 r. Po 
2040 r. tempo wzrostu będzie wolniejsze, osiągając 
22 GW w 2050 r. Budowa nowych elektrowni ga-
zowych będzie prawdopodobnie wymagać dalszego 
zachęcania inwestorów mechanizmem płatności za 
moc ze względu na malejący czas ich wykorzystania, 
wynikający z rosnącego udziału tańszych źródeł OZE.

W bilansowaniu systemu pomagać będą także zna-
cząco rozbudowywane moce i pojemności magazy-
nów energii – od elektrowni wodnych szczytowo-
-pompowych po akumulatory elektrochemiczne. 
Prognozujemy, że ich skumulowana moc zainstalo-
wana wzrośnie do 10 GW w 2040 r. i 13 GW w 2050 r.

Scenariusz opóźniony
W scenariuszu opóźnionej transformacji prognozu-
jemy spowolnienie tempa rozwoju energetyki wia-
trowej i słonecznej. Towarzyszyć temu będzie przy-
spieszenie budowy elektrowni i elektrociepłowni 
gazowych. Te ostatnie będą musiały zastąpić wyco-
fywane bloki węglowe. Łączna moc zainstalowana 
ze wszystkich źródeł wytwarzania w tym scenariuszu 
wyniesie 131 GW na koniec 2040 r.

Scenariusz przyspieszony
W scenariuszu przyspieszonym łączna moc zainsta-
lowana na koniec 2040 r. jest istotnie wyższa i wyno-
si 226 GW. Największy udział w tym wzroście przy-
pada energetyce słonecznej. Prognozujemy 104 GW 
mocy zainstalowanej w fotowoltaice, wobec 46 GW 
w scenariuszu opóźnionym.
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Rysunek 14
Zainstalowane moce wytwórcze z rosnącym udziałem OZE.

Uwaga: W przypadku gazu ziemnego zakładamy przejście na wodór jako paliwo w 2045 r. (scenariusz przyspieszony) lub 2050 r. (pozostałe 
scenariusze) z poprzedzającym go 10-letnim okresem przejścia. Magazyny energii zawierają baterie i elektrownie szczytowo-pompowe
Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model
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Rysunek 15
Szczegółowa prognoza dla mocy zainstalowanych w latach 2023-2030.
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Porównanie do aKPEiK – moc zainstalowana w 2040 r.

W porównaniu do przedstawionych powy-
żej scenariuszy, zakładających osiągnięcie do 
2040 r. od 18 do 29 GW mocy zainstalowanych 
w elektrowniach i elektrociepłowniach gazo-
wych (wliczając w to także instalacje spalają-
ce wodór), rządowy projekt Krajowego Planu 
w dziedzinie Energii i Klimatu (scenariusz WAM) 
przewiduje jedynie 13 GW mocy gazowych.

Jednocześnie scenariusz rządowy zakłada 
szybsze wycofywanie bloków węglowych, 

Spodziewamy się także znaczącego wzrostu mocy 
elektrowni wiatrowych – zarówno morskich (19 GW 
wobec 10 GW w scenariuszach opóźnionym i rynko-
wym), jak i lądowych (38 GW).

Wyższe zapotrzebowanie na moc w tym scenariuszu 
wymagać będzie szybszego rozwoju w pełni stero-
walnych źródeł energii. Moce elektrowni gazowych 
wzrosną do 29 GW (w porównaniu do 21 GW w sce-
nariuszu opóźnionym i 18 GW w rynkowym). Moc 
elektrowni jądrowych osiągnie natomiast 7 GW, 
wobec 3 GW prognozowanych w dwóch pozosta-
łych scenariuszach.

Produkcja energii elektrycznej 
z podziałem na źródła
Pomimo szybkiego przyrostu mocy zainstalowanych 
(o około 4,6% rocznie w scenariuszu rynkowym), 
prognozujemy do 2027 r. spadek krajowej produkcji 
energii elektrycznej. Będzie to wynikać z wysokie-
go kosztu krajowego wytwarzania oraz dostępności 
tańszej energii z OZE w krajach sąsiadujących. 

Odwrócenie tego trendu nastąpi dopiero od 2028 r., 
po uruchomieniu morskich farm wiatrowych. Ich praca, 
w połączeniu ze wzrostem produkcji z fotowoltaiki i lą-
dowych farm wiatrowych, obniży średnioroczne ceny 
energii elektrycznej w Polsce. Spadek kosztów energii 
w kraju obniży potrzebę importu energii elektrycznej.

W scenariuszu rynkowym zakładamy, że produkcja 
energii elektrycznej wzrośnie z niecałych 167 TWh 
w 2023 r. do 180 TWh w 2030 r., 282 TWh w 2040 r. 
i 406 TWh w 2050 r. Wzrost po 2030 r. wynikać bę-
dzie ze zwiększonego zapotrzebowania wewnętrz-
nego (intensywna elektryfikacja przemysłu, trans-
portu i ogrzewania budynków) oraz ograniczenia 

prognozując do 2040 r. niecałe 5 GW mocy za-
instalowanej w elektrowniach opalanych wę-
glem kamiennym oraz niemal 1 GW w elektrow-
niach opalanych węglem brunatnym. Większą 
rolę odegrają za to magazyny energii (14 GW) 
oraz energetyka jądrowa – 7 GW, podobnie jak 
w scenariuszu przyspieszonym. Mniejsza moc 
zainstalowana w systemie z kontrolowalnych 
źródeł może stanowić wyzwanie dla stabilno-
ści systemu.

importu dzięki konkurencyjnym cenom krajowej 
energii z OZE i źródeł jądrowych.

Ponadto, zakładamy utrzymanie się hurtowych cen 
gazu na europejskich rynkach (na poziomie około 
27 euro/MWh w 2030 r.), przy jednoczesnym wzroście 
cen węgla kamiennego (do 138 euro/t w 2030 r.) i cen 
uprawnień do emisji CO₂ (do 103 euro/tCO₂ w 2030 r.). 
W konsekwencji produkcja w istniejących blokach wę-
glowych będzie obniżać się na rzecz tańszego wytwa-
rzania w nowo wybudowanych blokach gazowych.

Węgiel brunatny, będący przez ostatnie kilkadziesiąt 
lat drugim najważniejszym surowcem energetycz-
nym w Polsce, straci swoje znaczenie już pod koniec 
tej dekady. Jego udział w krajowej produkcji energii 
elektrycznej spadnie do około 3% (5 TWh w 2030 r.), 
głównie ze względu na zakończenie wydobycia w Za-
głębiu Konińskim oraz zamknięcie bloków elektrow-
ni Turów i Bełchatów. Pozostałe bloki na węgiel ka-
mienny będą pełnić głównie funkcję bilansującą lub 
wytwarzać energię w okresach kogeneracji z cie-
płem systemowym. Udział węgla kamiennego rów-
nież zmniejszy się istotnie– z 40% w 2023 r. do około 
17% w 2030 r.

Aby zaspokoić rosnące zapotrzebowanie, udział odna-
wialnych źródeł w produkcji energii elektrycznej wzro-
śnie z 27% w 2023 r. do 52% w 2030 r. (przy wzroście 
całkowitej produkcji krajowej ze 167 do 180 TWh).

Podczas gdy scenariusze opóźniony i rynkowy 
w 2030 r. przewidują zbliżony udział OZE66 (51-52%), 
w scenariuszu przyspieszonej transformacji progno-
zowany jest niższy udział energii odnawialnej (48%). 
Wynika to z szybkiego wzrostu popytu, za którym 
nie nadążają inwestycje w nowe moce OZE. Dopiero 
w 2040 r. scenariusz przyspieszony przewiduje wyż-
szy udział OZE (79%) w porównaniu do scenariusza 
opóźnionego (68%) i rynkowego (74%).
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Rysunek 17
Szczegółowa prognoza dla wytwarzania energii elektrycznej w latach 2023-30.

1. Udział OZE zawiera: fotowoltaikę, wiatr na morzu i lądzie, elektrownie wodne oraz biomasę
Uwaga: W przypadku gazu ziemnego zakładamy przejście na wodór jako paliwo w 2045 r. (scenariusz przyspieszony) lub 2050 r. (pozostałe 
scenariusze) z poprzedzającym go 10-letnim okresem przejścia. Magazyny energii zawierają baterie i elektrownie szczytowo-pompowe
Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model
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Rysunek 16
OZE będą głównym źródłem wytwarzania energii elektrycznej.
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Wpływ tempa transformacji na ceny 
energii 
Tempo transformacji polskiego sektora energetycz-
nego wpłynie na hurtowe ceny energii elektrycznej, 
wpływając tym samym na konkurencyjność krajo-
wej gospodarki. Koszty zakupu energii staną się 
jednym z kluczowych czynników przy podejmowa-
niu decyzji o lokalizacji inwestycji energochłonnych, 
takich jak fabryk ogniw litowo-jonowych, hut czy 
centrów danych.

Po spadku cen energii elektrycznej w latach 
2023-2024, do 2035 r. utrzymają się na poziomie 
ok. 410 zł/MWh. Wyraźniejszy spadek nastąpi do-
piero w wyniku zwiększania udziału źródeł nisko- 
i bezemisyjnych. W efekcie ceny energii elektrycz-
nej spadną do około 360 zł/MWh w 2040 r. oraz 
330 zł/MWh w 2050 r.

W scenariuszu przyspieszonym początkowo ob-
serwujemy najszybszy wzrost cen spośród ana-
lizowanych wariantów. Do 2030 r. osiągną około 
450 zł/MWh, za sprawą znaczącego tempa elektry-
fikacji gospodarki, za którą początkowo nie nadążą 
inwestycje w OZE. Wraz z intensyfikacją ich budowy 
i oddaniem pierwszych bloków elektrowni jądrowej, 
ceny energii elektrycznej w tym wariancie zaczyna-
ją spadać. Już w 2035 r. są najniższe wśród wszyst-
kich trzech scenariuszy, do 2040 r. osiągają około 
280 zł/MWh, a do 2050 r. spadają do 200 zł/MWh.

Z kolei w scenariuszu opóźnionym początkowo 
ceny hurtowe będą najniższe, głównie ze wzglę-
du na wolniejszy wzrost cen uprawnień EU ETS. 

W tym modelu rosną one wolniej niż w dwóch po-
zostałych i zatrzymują się na niższym poziomie. 
Jeszcze w 2030 r. ceny energii elektrycznej w tym 
wariancie będą wynosić około 360 zł/MWh, jed-
nak do 2040 r. zrównają się z cenami ze scena-
riusza rynkowego, a do 2050 r. wzrosną do około 
400 zł/MWh. Głównym powodem tego wzrostu 
będzie wyższa emisyjność sektora elektroener-
getycznego – 23 mln ton CO₂ w 2050 r., podczas 
gdy w pozostałych dwóch scenariuszach emisje 
nie przekroczą 3 mln ton.

We wszystkich scenariuszach długoterminowy spa-
dek cen hurtowych wynikać będzie z ograniczenia 
liczby godzin pracy droższych, emisyjnych źródeł 
(węgiel, gaz), wykorzystywanych jedynie do bilan-
sowania systemu opartego głównie na OZE i ener-
getyce jądrowej.

Opłacalność OZE przy spadających 
cenach energii
Efektem znaczącej rozbudowy mocy zainstalowa-
nej odnawialnych źródeł energii, przy korzystnych 
warunkach pogodowych, może być chwilowa wy-
soka produkcja na rynku. Powoduje ona czasowy 
spadek hurtowych cen energii. Mimo częściowe-
go łagodzenia czasowej wysokiej produkcji z OZE 
przez magazyny energii oraz zarządzanie popytem, 
nie uda się jej całkowicie wyeliminować. Obniżanie 
się cen w godzinach wysokiej produkcji OZE będzie 
wpływać na ceny uzyskiwane (ang. capture prices) 
przez te jednostki.

Porównanie do aKPEiK – miks wytwarzania w 2040 r.

Porównując scenariusz rynkowy z założe-
niami scenariusza WAM (ang. with additional 
measures – z dodatkowymi środkami) z pro-
jektu aktualizacji Krajowego Planu w dziedzi-
nie Energii i Klimatu z października 2024 r. (aK-
PEiK)67, widzimy różnicę na poziomie całkowitej 
produkcji energii elektrycznej w 2040 r. W sce-
nariuszu rynkowym wynosi ona 282 TWh, nato-
miast w aKPEiK – 308 TWh.

aKPEiK zakłada jednak znacznie silniejszy spa-
dek produkcji energii z węgla do 2040 r. – 4 TWh 

wobec 12 TWh w naszym scenariuszu rynkowym. 
Prognozuje także mniejszy wzrost wytwarzania 
z elektrowni gazowych (33 TWh wobec 44 TWh).

Niższy jest również prognozowany przyrost pro-
dukcji energii z fotowoltaiki oraz wiatru na lą-
dzie. Scenariusz WAM przewiduje jednak istot-
nie większą rolę energetyki jądrowej (58 TWh 
wobec 18 TWh w naszym scenariuszu rynko-
wym) oraz morskich farm wiatrowych (67 TWh 
wobec 45 TWh).
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Wraz ze wzrostem mocy zainstalowanej OZE ten 
efekt będzie coraz silniejszy. W konsekwencji, ceny 
energii elektrycznej uzyskiwane przez elektrownie 
wiatrowe i słoneczne znacząco oddalą się od śred-
nich cen giełdowych. W scenariuszu rynkowym 
średnie hurtowe ceny energii w 2050 r. wyniosą 
około 330 zł/MWh, podczas gdy elektrownie fo-
towoltaiczne oraz lądowe farmy wiatrowe uzyskają 
średnio jedynie 170 zł/MWh. Ceny energii z morskich 
farm wiatrowych będą wyższe o ok. 30 zł/MWh i wy-
niosą ok. 200 zł/MWh (bez systemu wsparcia).

W scenariuszu przyspieszonej transformacji różnica 
ta pogłębi się jeszcze bardziej. Przy średnich cenach 
energii na poziomie 200 zł/MWh w 2050 r., śred-
nia cena uzyskiwana przez instalacje fotowoltaiczne 
spadnie poniżej 55 zł/MWh, czyli znacznie poniżej 
prognozowanego kosztu wytworzenia energii (LCOE 
około 100 zł/MWh). Podobne problemy będą dotyczyć 
elektrowni wiatrowych – zarówno lądowych (średnio 
90 zł/MWh), jak i morskich (około 110 zł/MWh).

Mimo tak istotnego spadku rynkowych cen energii 
elektrycznej uzyskiwanych przez OZE, inwestycje 
w odnawialne źródła nie muszą automatycznie stać 
się nieopłacalne. Jednym z rozwiązań będzie utrzy-
manie lub wprowadzenie mechanizmów wsparcia, 
takich jak kontrakty różnicowe realizowane np. w ra-
mach aukcji OZE.

Redukcja emisji CO₂ w zależności od 
tempa transformacji

Wybór konkretnej ścieżki transformacji energe-
tycznej będzie miał bezpośredni wpływ na poziom 
emisji dwutlenku węgla w sektorze elektroener-
getycznym. W scenariuszu rynkowym emisje CO₂ 
w sektorze zmniejszą się do 2050 r. o 97%, osiąga-
jąc poziom poniżej 3 mln ton.

Scenariusz przyspieszony charakteryzuje się najniż-
szą skumulowaną emisją gazów cieplarnianych do 
2050 r. Spadek emisji jest tu znacznie szybszy niż 
w scenariuszu rynkowym, szczególnie po 2040 roku. 
Wynika to głównie z istotnie większego udziału foto-
woltaiki, morskich farm wiatrowych oraz elektrowni 
jądrowych w produkcji energii elektrycznej.

W scenariuszu opóźnionym sektor elektroenergetycz-
ny nie osiągnie neutralności klimatycznej do 2050 r. 
– emisje CO₂ utrzymają się na poziomie około 23 mln 
ton, co stanowi blisko 75-procentową redukcję wzglę-
dem stanu dzisiejszego. Konsekwencją tego będą 
wyższe koszty zakupu uprawnień do emisji w ramach 
EU ETS, co wyraźnie przełoży się na wyższe ceny 
energii elektrycznej. Należy przy tym podkreślić, że 
średnia jednostkowa emisyjność sektora znacząco się 
obniży – z obecnych ok. 600 kgCO₂/MWh do poniżej 
65 kgCO₂/MWh w 2050 r.



Rysunek 18
Uzyskiwane ceny z OZE spadną szybciej niż LCOE.

 

 

Uzyskiwane ceny w porównaniu
do LCOE, euro-2023/MWh

Fotowoltaika Lądowa energetyka wiatrowa Morska energetyka wiatrowa

LCOE (rynkowy) LCOE (przyspieszony)LCOE (opóźniony)

Uwaga: przy założeniu WACC (średni ważony koszt kapitału) na poziomie 4% dla fotowoltaiki, 4,5% dla 
lądowej energetyki wiatrowej oraz 30-letniego okresu funkcjonowania instalacji
Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model
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Rysunek 19
Emisje dwutlenku węgla z wytwarzania energii elektrycznej będą maleć.

Całkowite emisje CO2, mtpa (miliony ton rocznie) Intensywność emisji CO2 względem wytwarzania 
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Transformacja polskiego sektora energetycz-
nego będzie wymagała znaczących inwesty-
cji w nowe moce wytwórcze oraz w rozwój sie-
ci przesyłowych i dystrybucyjnych, w każdym ze 
scenariuszy. Tempo inwestycji zależeć będzie od 
dostępności środków finansowych, wsparcia pań-
stwa oraz opłacalności projektów, która w du-
żej mierze będzie wynikać z przyjętych regulacji 
i cen hurtowych energii elektrycznej. 

W scenariuszu rynkowym łączne wydatki na transfor-
mację do 2050 r. wyniosą około 1,9 bln zł (1,9 tys. mld zł), 
co odpowiada około 2-3% PKB rocznie. Większość tej 
kwoty (około 1,4 bln zł) pochłonie budowa nowych źró-
deł wytwórczych, a około 500 mld zł rozwój sieci prze-
syłowych i dystrybucyjnych.

Około połowa z 1,4 bln zł zainwestowanych w nowe 
źródła wytwórcze zostanie przeznaczona na elek-
trownie jądrowe (ok. 400 mld zł) oraz morskie far-
my wiatrowe (ok. 300 mld zł). Ważnymi elementami 
będą również inwestycje w lądowe farmy wiatro-
we i fotowoltaikę (po ok. 200 mld zł każde). Źró-
dła stabilizujące pracę OZE (tj. elektrownie gazowe 
i magazyny energii) będą wymagały ok. 100 mld zł. 
W rezultacie moc zainstalowana wzrośnie między 
rokiem 2023 a 2050 trzykrotnie, z obecnych 64 GW 
do 215 GW.

Istotną część nakładów stanowić będą inwestycje 
w sieci przesyłowe, zarządzane przez PSE, oraz dys-
trybucyjne, należące do pięciu głównych operatorów. 
Znaczący udział w szacowanych nakładach będzie 
mieć przyłączenie nowych mocy wytwórczych.

Wydatki na sieci będą związane z przyłączaniem 
szybko rosnącej liczby źródeł OZE w całym kraju 
oraz budową nowych linii energetycznych między 
północą a południem Polski. Zakładamy, że więk-
szość nowych elektrowni, zwłaszcza jądrowych 
i morskich farm wiatrowych, powstanie na półno-
cy kraju, zgodnie z rządowymi planami. Natomiast 
najwięksi odbiorcy energii, przede wszystkim za-
kłady przemysłowe, znajdują się obecnie na połu-
dniu Polski.

Szacujemy, że długość sieci przesyłowej będzie ro-
snąć w tempie 3% rocznie, zaś sieci dystrybucyj-
nej – ok. 1% rocznie. W praktyce oznacza to wzrost 
z obecnych około 800 tys. km do ponad miliona km 
w 2050 r. Taki przyrost potwierdzają dane z rynku 
niemieckiego. W latach 2011–2023 rozbudowa in-
frastruktury dystrybucyjnej przebiegała tam jesz-
cze szybciej (w tempie ok. 1,6% rocznie), co umożli-
wiało sprawne przyłączanie nowych mocy OZE.

Na podstawie sprawozdań finansowych oraz wła-
snej analizy szacujemy, że do 2030 r. państwowe 
i prywatne spółki energetyczne będą miały wy-
starczające środki na realizację tych inwestycji. 
Uwzględniliśmy przy tym zarówno środki własne, 
jak i możliwości finansowania dłużnego w ramach 
dostępnych limitów.

W dłuższej perspektywie możliwości finanso-
wania transformacji energetycznej mogą wyglą-
dać inaczej. Wymagane będzie bowiem pokrycie 
wspomnianych wcześniej 1,9 bln zł. Szacujemy, że 
może wówczas pojawić się istotna luka finanso-
wa wynosząca ponad 1 bln zł. W takim przypadku 

Inwestycje
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rozwiązaniem może być wdrożenie nowych mecha-
nizmów wsparcia transformacji energetycznej lub 
zaangażowania szerszej grupy inwestorów (np. fun-
duszy infrastrukturalnych). 

Analiza skutków przedstawionych scenariuszy 
i możliwości ich finansowania może pomóc inte-
resariuszom polskiego rynku energii elektrycznej 
w podejmowaniu decyzji dotyczących dalszych 
działań. Intensywne inwestycje w kapitałochłon-
ne źródła wytwórcze, np. elektrownie jądrowe, po-
zwolą na szybszy spadek cen hurtowych energii 
i poprawę konkurencyjności polskiej gospodarki. 
Alternatywą jest wolniejsze tempo transformacji 
i niższe nakłady inwestycyjne. W takim przypadku 
ceny energii elektrycznej w Polsce dłużej pozo-
staną wyższe niż w krajach sąsiednich, co może 
osłabić konkurencyjność gospodarki i negatywnie 
wpłynąć na wzrost PKB.
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Najbliższa dekada stanowi szanse na gruntowną przebudowę polskiego sektora energetycznego. W tym rozdzia-
le definiujemy kluczowe zadania dla polskiego sektora. Ich skuteczna realizacja pozwoli na obniżenie kosztów 
energii, przy jednoczesnym zwiększaniu krajowego bezpieczeństwa energetycznego i obniżeniu emisji sektora 
o ponad połowę.

Sprawne przeprowadzenie transformacji wymaga wskazania ośrodka wiodącego w tym procesie, który weźmie 
odpowiedzialność za wyznaczanie długoterminowych i krótkoterminowych celów, prowadzenie niezbędnych prac 
legislacyjnych wraz z przełożeniem zmian na akty wykonawcze, oraz monitorowanie postępów wdrożenia i dosto-
sowywanie planów działań do zmieniającej się rzeczywistości. Aktualnie odpowiedzialność ta jest rozproszona 
pomiędzy obszarami klimatu, przemysłu, rozwoju regionalnego i innymi. 

Ośrodek wiodący musi dysponować właściwymi narzędziami planistycznymi, w tym jasno określonym scenariu-
szem odniesienia dla rozbudowy i transformacji systemu. Dodatkowo, niezbędne będzie wyznaczenie scenariuszy 
alternatywnych, służących do testowania odporności strategii na zmiany środowiska geopolitycznego, ekono-
micznego i technologicznego. Scenariusze powinny uwzględniać różne warianty, w tym wymagane regulacyjnie68,  
pozwalające na zapewnienie bezpieczeństwa przy ewentualnym zakłóceniu globalnych łańcuchów dostaw lub 
umożliwiające pełną realizację ambicji neutralności klimatycznej. Na podstawie jasno wyznaczonych kierunków, 
wszyscy uczestnicy rynku – przedsiębiorstwa państwowe i prywatne, odbiorcy – będą mogli dostosować swoje 
strategie i plany inwestycyjne.

Pięć zadań dla 
polskiego sektora 
elektroenergetycznego



Pięć zadań dla 
polskiego sektora 
elektroenergetycznego

Wypracowanie mechanizmów finansowych i ram regulacyjnych wspierających rozbudo-
wę OZE. W warunkach dużej zmienności cen i niepewności przyszłych przychodów niezbędne 
jest szybkie wypracowanie efektywnych mechanizmów finansowania nowych inwestycji w OZE 
i magazyny energii. Dostępne narzędzia, takie jak kontrakty różnicowe, dopłaty bezpośrednie 
czy umowy typu PPA, różnią się wpływem na koszt systemu i potencjał zaangażowania sektora 
finansowego. Jednocześnie rozwój OZE może zostać istotnie przyspieszony przez wprowadzenie 
dodatkowych regulacji ułatwiających inwestycje, takich jak liberalizacja przepisów dotyczących 
farm wiatrowych („ustawa wiatrakowa”) czy wsparcie instalacji nastawionych na zaspokojenie 
potrzeb własnych przez odbiorców.

4

1 Określenie harmonogramu zastępowania elektrowni węglowych. Ich przedwczesne zamknię-
cie bez zapewnienia wystarczających sterowalnych alternatywnych źródeł energii grozi zachwia-
niem bezpieczeństwa energetycznego kraju. Z drugiej strony, przedłużenie ich działania, przy 
malejącym wykorzystaniu, może ograniczyć zdolność pokrycia kosztów stałych oraz zmniejszyć 
ich stabilność techniczną.

3 Określenie krótko- i długoterminowej roli elektrowni gazowych w systemie elektroenerge-
tycznym. Ich funkcja będzie zmieniać się w czasie. Obecnie nowo uruchamiane bloki gazowe 
zastępują elektrownie węglowe, pracując głównie w podstawie (ang. Base Load), co zapewnia ich 
opłacalność). W dłuższym okresie ich rola ograniczy się głównie do stabilizacji systemu opartego 
o elektrownie jądrowe i OZE. Bloki gazowe będą pracować tylko w szczytowym zapotrzebowaniu 
(ang. Peak Load) lub przy niekorzystnych warunkach pogodowych. Przy takim zmiennym profilu 
pracy korzystniejsze może być zastosowanie turbin gazowych z cyklem otwartym (OCGT – ang. 
Open Cycle Gas Turbine). Ich sprawność wytwarzania energii jest niższa, ale wymagają niższych 
nakładów inwestycyjnych. 

2 Przygotowanie rzeczywistego harmonogramu budowy pierwszej elektrowni jądrowej w Pol-
sce i jego upublicznienie. Realizacja projektów jądrowych wiąże się ze znacznym ryzykiem opóź-
nień i przekroczenia budżetów, co potwierdzają przykłady z USA i Europy (m.in. z Czech, Wielkiej 
Brytanii i Francji69). Z drugiej strony, przykład elektrowni Barakah w Zjednoczonych Emiratach 
Arabskich pokazuje, że możliwa jest także sprawna realizacja projektu70. Terminowa i efektywna 
kosztowo budowa pierwszej polskiej elektrowni jądrowej ma kluczowe znaczenie dla stabilności 
całego systemu elektroenergetycznego i umożliwi ograniczenie kosztów, a w efekcie obniżenie 
cen dla odbiorców końcowych. 

5 Poprawa efektywności energetycznej i zwiększenie elastyczności popytu. Jedną z najsku-
teczniejszych dźwigni obniżenia całkowitego kosztu systemu jest redukcja zapotrzebowanie 
na energię elektryczną w godzinach najwyższych cen. Można to osiągnąć poprzez mechanizmy 
wspierające inwestycje w efektywność energetyczną oraz narzędzia do aktywnego zarządzania 
popytem (DSR). Wprowadzenie w pełni dynamicznych taryf dla wszystkich odbiorców końcowych 
dodatkowo zwiększyłoby skalę stosowania tych rozwiązań i obniżyło faktyczny koszt energii.
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Załącznik A: Przegląd stosowanych skrótów

aKPEiK Krajowy Plan w dziedzinie Energii i Klimatu

ARA Indeks cen węgla kamiennego (ARGUS-McColskey)

CAGR Średnioroczne tempo wzrostu (compound annual growth rate)

CO₂ Dwutlenek węgla

CO₂e Ekwiwalent dwutlenku węgla

DSR Dynamiczna odpowiedź popytu (demand side response) 

GHG Gazy cieplarniane

GJ Gigadżul (1 000 000 dżuli)

GW Gigawat (1 000 MW)

GWh Gigawatogodzina (1 000 MWh)

H₂ Wodór

J Dżul

kWh Kilowatogodzina

LEW Lądowa energetyka wiatrowa

LCOE Levelized cost of energy – całkowity koszt wytwarzania energii elektrycznej

MEW Morska energetyka wiatrowa

Mtpa Miliony ton rocznie

Mt Megatona (1 000 000 ton)

MW Megawat (1 000 kW)

MWh Megawatogodzina (1 000 kWh)

OZE Odnawialne źrodła energii

PKB Produkt Krajowy Brutto

PJ Petadżule (0,278 TWh)

PV Fotowoltaika

RED III Unijna dyrektywa dotycząca odnawialnych źródeł energii (Renewable Energy Directive)

SMR Modułowe reaktory jądrowe

t Tona (1 000 kg)

TTF Title Tranfer Facility – indeks ceny gazu ziemnego w Holandii

TWh Terawatogodzina (1 000 GWh)

UE/EU ETS Unijny system handlu uprawnieniami do emisji gazow cieplarnianych (dotyczy cen 
europejskich limitów emisji dwutlenku węgla)

WACC Średni ważony koszt kapitału

WAM With additional measures – jeden ze scenariuszy aKPEiK

46 Polska Energetyka 2050



Załącznik B: Opis modelu PLEXOS

Rysunek 20
Model systemu elektroenergetycznego oparty na narzędziu McKinsey Plexos 
obejmuje szczegółową analizę 33 państw Europy.

Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model
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Predykcja rozwoju systemu elektroenergetycznego
Predykcja krzywych cenowych rynku dnia 
następnego (RDN)

Rysunek 21
Zaawansowa architektura modeli predykcyjnych w długim horyzoncie 
dla europejskiego systemu elektroenergetycznego.

WynikiDane ze źródeł zewnętrznychModele i prognozy McKinsey
Dane wejściowe Dane wejściowe wspólne dla obydwu faz

1. ENTSO-E dostarcza godzinowe pro�le dla wszystkich krajów w zakresie godzinowego zapotrzebowania oraz 
odnawialnych godzinowych pro�li dla każdej strefy 

2. Austria, Belgia, Bułgaria, Czechy, Dania, Finlandia, Francja, Niemcy, Grecja, Węgry, Włochy, Holandia, Norwegia, 
Polska, Portugalia, Rumunia, Słowacja, Słowenia, Hiszpania, Szwecja, Szwajcaria, Wielka Brytania

Źródło: McKinsey Energy Solutions – EU Power Model
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Przypisy

Przedstawione w raporcie historyczne dane za 2023 r. bazują na badaniach ARE opublikowanych w paź-
dzierniku 2024 r. o ile nie wskazano inaczej.

1	 Cena energii elektrycznej na poszczególne godziny kolejnej doby (RDN), Instrat, marzec 2023 r.
2	 Greenhouse gas emission intensity of electricity generation, country level, European Environment Agency, 

marzec 2025 r.
3	 Średnia cena sprzedaży energii elektrycznej na rynku konkurencyjnym (roczna i kwartalne), URE, 15 stycznia 

2025 r.
4	 Średnioważony koszt węgla, zużywanego przez jednostki wytwórcze centralnie dysponowane oraz średnia 

cena energii elektrycznej wytworzonej przez wytwórców eksploatujących jednostki wytwórcze centralnie 
dysponowane w danym roku, URE, 15 lipca 2024 r.

5	 Analiza McKinsey & Company na podstawie danych Cena uprawnień do emisji CO₂ w systemie EU ETS, In-
strat, marzec 2025 r. przy założeniu średniej emisyjności bloku węglowego na poziomie 750 kg CO₂/MWh

6	 EU Carbon Permits, Trading Economics, marzec 2025 r.
7	 Ukryty koszt energii z polskiego węgla, Energetyka 24 na podstawie danych Forum Energii, 20 październi-

ka 2024 r.
8	 Coal, Trading Economics, marzec 2025 r.
9	 Obliczenia McKinsey & Company na podstawie McKinsey Energy Solution EU Power Model dla polskiego 

rynku energii elektrycznej, grudzień 2024 r.
10	 Udział OZE w polskim miksie energetycznym szybko rośnie, Bankier.pl, lipiec 2023 r.
11	 Program Rozwoju Morskich Farm Wiatrowych, Serwis Rzeczypospolitej Polskiej, gov.pl, marzec 2025 r.
12	 Program polskiej energetyki jądrowej, Serwis Rzeczypospolitej Polskiej, gov.pl, marzec 2025 r.
13	 Umowa społeczna dotycząca transformacji sektora górnictwa węgla kamiennego oraz wybranych procesów 

transformacji województwa śląskiego, 28 maja 2021 r.
14	 Wszystkie prognozowane i zakładane kwoty w złotych i euro to ceny realne, odnoszące się do końca 

2024 r. Dane historyczne przedstawiają ceny nominalne. 
15	 Polskie Inwestycje jako % PKB, średnia dla 1995-2024, CEIC, marzec 2025 r.
16	 Inwestycje jako % PKB w UE, średnia dla 1995-2024, CEIC, marzec 2025 r.
17	 Dane Komisji Europejskiej dla 15 krajów UE w II kwartale 2024 r. przy założeniu kursu wymiany EUR/PLN 

na poziomie 4,3 PLN = 1 EUR
18	 Obliczenia McKinsey & Company na podstawie McKinsey Energy Solution EU Power Model dla polskiego 

rynku energii elektrycznej, grudzień 2024 r.
19	 Obliczenia McKinsey & Company na podstawie McKinsey Energy Solution EU Power Model dla polskiego 

rynku energii elektrycznej, grudzień 2024 r.
20	 Prognoza na podstawie analiz przygotowanych dla dużych projektów inwestycyjnych. Nasze globalne 

badania efektywności realizacji inwestycji kapitałowych wskazują, że średnie przekroczenie budżetu wy-
nosi 79% (względem prognozowanych wydatków na poziomie 550 mld zł) a przekroczenie harmonogramu 
prac 52%. Analiza McKinsey & Company w ramach artykułu Seize the decade: Maximizing value through 
preconstruction excellence, McKinsey & Company, wrzesień 2023 r. 

21	 Polityka energetyczna: zasady ogólne, Parlament Europejski, marzec 2024 r.
22	 Na podstawie danych ARE na 2023 r. 
23	 Obliczenia McKinsey & Company na podstawie McKinsey Energy Solutions EU Power Model dla polskiego 

rynku energii elektrycznej, grudzień 2024 r. 
24	 Hurtowe ceny prądu w Polsce w 2023 należały do najwyższych w UE, Wysokie Napięcie, 6 stycznia 2024 r.
25	 Neutralna emisyjnie Polska 2050, McKinsey & Company, czerwiec 2020 r.
26	 Kiedy pierwszy blok elektrowni jądrowej w Polsce? Pełnomocnik rządu podał datę, PAP, 11 września 2024 r. 
27	 Obliczenia McKinsey & Company na podstawie McKinsey Energy Solution EU Power Model dla polskiego 

rynku energii elektrycznej, grudzień 2024 r. 
28	 Obliczenia McKinsey & Company na podstawie McKinsey Energy Solution EU Power Model dla polskiego 

rynku energii elektrycznej, grudzień 2024 r. 
29	 Co oznacza około 2450 godzin pracy, przy 8760 godzinach w roku
30	 Jak utrzymać energetyczną przyszłość Bełchatowa, Forum Energii, 15 listopada 2022 r.
31	 Minister klimatu odmówił koncesji na wydobycie węgla brunatnego ze złoża Złoczew, Bankier.pl, 16 stycznia 

2025 r.
32	 Model zakłada uruchomienie w 2037 r. bloku AP1000 (1,25 GW) oraz bloku/ów o sumarycznej mocy 

1,4 GW (w tym potencjalnie SMR)
33	 Analiza McKinsey & Company na podstawie publicznych sprawozdań finansowych i strategii polskich grup 

energetycznych, grudzień 2024 r.
34	 Program Polskiej energetyki jądrowej 2020 r., Rada Ministrów RP, 2020 r.
35	 Program Rozwoju Morskim Farm Wiatrowych, GOV.pl, marzec 2025 r.
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36	 Program polskiej energetyki jądrowej, GOV.pl, marzec 2025 r.
37	 Krajowy Raport Klimatyczno-Rozwojowy, Bank Światowy, listopad 2024 r.
38	 Analiza McKinsey & Company na podstawie publicznych sprawozdań finansowych i strategii polskich 

grup energetycznych, grudzień 2024 r. 
39	 Ceny spadną względem 2023 r. o ok. 70 zł/MWh
40	 Projekt Krajowego Planu w dziedzinie Energii i Klimatu do 2030 r. – wersja do konsultacji publicznych 

z 10.2024 r., Ministerstwo Klimatu i Środowiska, październik 2024 r. 
41	 Analiza McKinsey & Company na podstawie danych Renewables Ninja
42	 Greenhouse gas emission intensity of electricity generation, country level, European Environment Agency, 

marzec 2025 r.
43	 Ramowa Konwencja Narodów Zjednoczonych w Sprawie Zmian Klimatu, Dz.U. 1996 nr 53 poz. 238
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