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1. Wstep

Rynek energii elektrycznej jest rynkiem bardzo specyficznym ze wzgledu na niemo-
zno$¢ magazynowania produktu, wystepowanie bardzo duzej zmiennosci podazy i po-
pytu oraz wahania o cyklu dobowym, tygodniowym i rocznym. Te czynniki umozliwify
utworzenie we wrzesniu 2001 r. dobowo-godzinowego rynku bilansujacego, ktory wy-
musit na podmiotach zajmujacych sig¢ dystrybucja energii elektrycznej prognozowanie
jej wartosci na poszczegblne godziny z dobowym wyprzedzeniem. Pozwolito to na
wdrozenie aktywnych mechanizméw dazacych do rownowazenia wielkosci produkcji z
zapotrzebowaniem.

Spotka dystrybucyjna (SD) przedstawia operatorowi systemu przesytowego (OSP),
prowadzacemu systemowy rynek bilansujacy (RB) energii elektrycznej w Polsce,
wiasny grafik zapotrzebowania na kazda godzine okreslonej doby, bedacy suma ilosci
energii zaplanowanej w grafiku odbiorcow korzystajacych z TPA' oraz pozostatych od-
biorcéw taryfowych. Ryzyko niezbilansowania dotyczy zaréwno odbiorcéw TPA, kt6-
rzy sa rozliczani przez spétki dystrybucyjne z doktadnoscia do 1 MWh, jak i spotek

'Klienci TPA — klienci, ktorzy rozpoczeli zakupy na konkurencyjnym rynku energii elektrycznej na in-

nych warunkach niz taryfa sprzedazy energii — zgodnie z przystugujacym im prawem zmiany dostawcy elek-
trycznej.
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dystrybucyjnych, rozliczanych przez operatora systemu przesylowego. OSP po otrzy-
maniu zapotrzebowania SD w trakcie fizycznej realizacji dostaw prowadzi bilansowanie
SD, dostarczajac jej tyle energii, ile wynika z faktycznego zapotrzebowania (facznego
wszystkich odbiorcéw). Réznica miedzy faktycznie pobrana iloscia energii a iloscia wy-
nikajaca ze zgloszonego grafiku stanowi odchylenie SD, ktére jest rozliczane przez
OSP. Obowigzujacy system (od 1 lipca 2002 r.) rozliczen na RB przewiduje mechanizm
tzw. cen rozchylonych, tj. réznych dla energii kupowanej przez SD (cena CRO;), stoso-
wanych w przypadku, gdy faktyczne zapotrzebowanie SD bylo wigksze niz wynikajace
ze zgloszonego grafiku (tzw. pozycja krétka SD, czyli niedokontraktowanie) i dla ener-
gii odsprzedawanej przez SD operatorowi systemu przesylowego (cena CRO,), gdy za-
potrzebowanie byto mniejsze niz zgloszone w grafiku’ (tzw. pozycja dtuga SD —
przekontraktowanie). Wynika z tego, ze kazde odchylenie prognoz od ich rzeczywistych
wartosci jest wymierna stratg finansowa,. Istotng cecha tego systemu rozliczen jest brak
symetrii cen CRO; i CRO, wobec ceny CRO, tzn. koszty zakupu energii bilansujacej na
pokrycie niedokontraktowania sa wyzsze niz koszty wynikajace z odsprzedazy energii
przekontraktowanej. W skrajnym przypadku réznice te mogg ostatecznie prowadzié do
permanentnego zawyzania prognoz zapotrzebowania na energi¢ elektryczna.

Celem artykutu jest okreslenie, na podstawie minimalizacji oczekiwanej straty, jak
w obecnym systemie cen powinny si¢ ksztalttowaé prognozy. Autorzy podjeli takze pro-
be korekty prognoz w celu minimalizacji kosztu bilansowania zapotrzebowania na ener-
gie elektryczna.

2. Charakterystyka asymetrii cen na rynku bilansujacym

Ceny rozliczeniowe (CRO, CRO;, CRO,) charakteryzuja si¢ znaczna asymetria, co
mozemy obserwowa¢ narys. 1. Mozna zauwazy¢, ze cena CRO, jest blizsza cenie CRO,
a CRO; jest znacznie wyzsza. Asymetria ta zostaje praktycznie zniwelowana tylko wte-
dy, gdy wolumen zuzycia przyjmuje wartos¢ dodatnig (w godzinach pomigdzy 12.00 a
17.00 pierwszego dnia —rys. 1), co znaczy, ze na rynku znajduje sie za duzo energii i w
efekcie prowadzi to do wyréwnania sie réznic pomigdzy cenami.

Srednia cena CRO w badanym okresie wyniosta 101,40 zt, CRO, 79,87 zt, a CRO;
201,48 zt. Poréwnujac srednie ceny w rozbiciu na dni tygodnia (tab. 1), widzimy, Ze naj-
wyzsza wartos¢ dla CRO i CRO, wystepuje w dni robocze, natomiast dla CRO; w soboty
i niedziele (por. tab. 1). Rozpatrujac odchylenie standardowe $rednich cen CRO, i CRO;,
mozemy zaobserwowaé, ze cena CRO, przejawia mniejsza zmiennos$¢ niz cena CRO,
gdzie wspoélczynnik zmiennosci dochodzi do poziomu 26,03% (CRO, 11,15%). W obu
przypadkach maksymalne odchylenie i najwyzszy wspoétczynnik zmiennosci notowane
sg dla pigtku.

?Jezeli odchylenie miesci sig w izw. strefie nieczutosci, wynoszacej = 1% zgloszonej w grafiku ilosci
energii, to SD, 2godnie z regulaminem RB, rozliczane jest po $redniej cenie CRO.
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Rys. 1. Cena CRO, CRO,, CRO; oraz wolumen obrotu (w stosunku do punktu zbilansowania)
w dwéch kolejnych dniach roboczych

Zrodio: opracowanie wiasne.

Tabela 1. $rednie ceny CRO, CRO,, CRO, w rozbiciu na poszczegélne dni tygodnia w 2004 r.

Dzien CRO ‘CRO CRO CRO; CRO, CRO, CRO, CRO; CRO,
tygodnia Srednie | Odch.std |Wsp zmien| Srednie | Odchsid [Wsp zmien| Srednie | Odch.std |Wsp zmien
Poniedziatek | 105,84 20,32 19,2% 80,22 8,14 10,1% [ 203,43 50,95 25,0%
Wtorek 103,88 18,89 18,2% 81,77 8,84 10,8% [ 196,47 45,99 23,4%
Sroda 102,81 19,26 18,7% 81,46 8,86 10,9% | 194,18 40,04 20,6%
Czwartek 102,86 19,70 19,2% 81,50 8,99 11,0% | 196,57 41,88 21,3%
Pigtek 104,49 20,06 19.2% 81,18 9,06 11,2% | 201,26 52,38 26,0%
Sobota 98,13 17,24 17,6% 78,06 5,83 7.5% 203,94 50,17 24,6%
Niedziela 91,67 13,40 14,6% 74,85 3,02 4,0% 214,52 47,98 224%
Ogét grup 101,40 19,09 18,8% 79,87 8,18 10,2% | 201,46 47,65 23,7%

Zrédto: obliczenia wiasne.

Roznice miedzy CRO, a CRO, tzn. gdy spotka dystrybucyjna przyjmuje pozycj¢
dhuga na rynku, co w przypadku odbiorcow energii elektrycznej oznacza mniejszy wy-
konany pobér energii elektrycznej w stosunku do zglaszanej pozycji kontraktowe;j (stra-
ty wynikajace z przekontraktowania), wystepuja w dni robocze (najwyzsza w
poniedziatek). Jesli chodzi o CRO,, to sytuacja jest odwrotna. Gdy odbiorca przyjmuje
pozycje krdotka na rynku, ktéra oznacza nadwyzke rzeczywistego poziomu energii elek-
trycznej ponad deklarowang pozycje kontraktowa, to najwigksze réznice (straty w przy-
padku niedokontraktowania) wystepuja w weekend. W dni robocze réznica ta utrzymuje
si¢ na poziomie ponizej 100 zt, a w weekend srednia réznica cen dochodzi nawet do
122,85 zt. Takie zachowanie sie $rednich roznic cen zwiazane jest z ruchem ceny CRO.
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Godziny i dni wartosci maksymalnych i minimalnych réznic cen CRO, i CRO; a CRO
pokrywaja si¢ z godzinami/dniami ekstremow cen CRO. CRO osiaga warto$¢ maksy-
malna w poniedziatek i jest to dzien, kiedy $rednia réznica cen z CRO, jest najwyzsza;
minimum w weekend i wtedy réznica §rednich cen z CROs jest maksymalna. Gdy CRO
osigga dobowa wartos¢ maksymalng (godzina 21.00), réznica cen CRO, osigga wartos¢
maksymalna, a CRO; minimalna i odwrotnie — gdy CRO przyjmuje warto$¢ minimalng
(godzina 3.00), to réznica cen CRO, ma warto$é minimalna, a CRO; maksymalna.

Tabela 2. Srednie réznice cen CROz i CROs od CRO w rozbiciu na poszczegdlne dni tygodnia w 2004 r.

Dzien Ro6z. CRO, | Réz. CRO, | Réz CRO, Ro6z. CRO; Ro6z. CRO, Réz. CRO,

tygodnia $rednie Odchstd | Wsp zmien Srednie Odch.std | Wsp zmien
Poniedzialek 25,62 16,86 65.81% 97.59 53,55 54,87%
Wtorek 22,11 15,36 69.48% 92,60 46,08 49,76%
Sroda 21,35 15,74 73,72% 91,37 42,91 46,96%
Czwartek 21,36 16,53 77,40% 93,71 45,96 49,04%
Piatek 23,31 18,28 78.44% 96,77 56,26 58,13%
Sobota 20,07 14,18 70,68% 105,81 54,72 51,71%
Niedziela 16,83 12,38 73,58% 122,85 48,69 39,64%
Ogét grup 21,53 15,93 73.99% 100,06 50,98 50,95%

Zrodlo: obliczenia wiasne.

Rozpatrujac zachowanie si¢ cen w rozbiciu na poszczegoélne godziny doby, zauwa-
zamy, ze ceny te zachowuja si¢ podobnie. Srednie CRO jest najnizsze o godz. 3.00, a na-
stepnie zaczyna wzrastaé, az do godz. 13,00, kiedy osiaga swoja wartos¢ maksymalna,
co pokrywa si¢ ze szczytem poludniowym zapotrzebowania na energig elektryczna. Na-
stepnie zaczyna powoli spada¢, lecz pomigdzy godzina 16.00 a 17.00 ponownie zaczyna
wzrastaé - kolejny szczyt osiaga o godz. 21.00, a potem juz spada do wartosci minimal-
nej. Najnizsza warto$¢ odchylenia standardowego i wspotczynnika zmiennosci osiaga o
godz. 5.00 (odpowiednio: 10,9 i 12,98%), co pokrywa si¢ ze zréznicowaniem rzeczywi-
stego poboru energii elektrycznej. Warto$¢ maksymalng zas osiaga o godzinie 9.00
(18,791 17,21%). Cena CRO, charakteryzuje sig tylko jednym wyraznym szczytem, kt6-
ry przypada na godzing 14.00 (minimum na godzing 5.00). Minimalne i maksymalne
wartosci odchylenia standardowego oraz wspotczynnika zmiennosci przypadaja na go-
dzing 3.00 (0,72 i 1,01%) oraz 10.00 (8,221 9,58%). W przypadku CRO i CRO, wzrosty i
spadki $rednich wartosci cen miaty charakter ptynny. W przypadku CRO; jednak poja-
wia si¢ wyrazna réznica miedzy wartoscia $rednich cen pomigdzy godzinami 22.00 a
23.00. O 23.00 CRO; osiaga minimum po to tylko, by nieznacznie wzrosna¢ i potem po-
woli spada¢ do kc;lejnego minimum (wyzsze niz poprzednie) i od godziny 6.00 wzrasta¢
azdo godziny 11.00, kiedy osiaga maksimum. Najnizsze odchylenie (36,03) wystgpuje o
godzinie 6.00, natomiast najnizsza warto$¢ wspélczynnika zmiennosci o godzinie 7.00
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(19,06%). Maksimum odpowiednich wartosci dla CRO; wystepuje o godzinie 14.00 (od-
powiednio 58,58 i 28,42%).

3. Modele zapotrzebowania na energi¢ elektryczng spolki dystrybucyjnej

Do badania zastosowano dwa alternatywne modele zapotrzebowania na energie
elektryczng spotki dystrybucyjnej. W tym celu wykorzystano sezonowe modele klasy
ARIMA. Wybér modelu SARIMA byt podyktowany stopniem dopasowania modelu do
danych empirycznych i co sie z tym wiaze, jako$cia otrzymywanych prognoz. Mozliwe
jest zastosowanie innych modeli sezonowych, jak np. analiza spektraina (harmoniczna),
jej dopasowanie okazato si¢ jednak znacznie mniejsze’.

Poniewaz badana zmienna wykazuje cykliczng niestacjonamos¢ wariancji, postano-
wiono w pierwszej kolejnosci przefiltrowaé dane (por. [Kufel 2002, s. 81]). W zwiazku z
tym przy budowie modeli zastosowano trzyetapowa konstrukcje:

— pierwszy etap — wyeliminowanie sezonowosci zwiazanej z zegarem i kalendarzem,
— drugi etap — uwzglednienie warunkéw atmosferycznych,
— trzeci etap — zastosowanie modeli ARIMA.

Pierwszy model (Model 1) oparty jest na standardowej krzywej obciazenia dla po-
szczegblnych dni w roku, odpowiadajacej diugoterminowemu $redniemu zachowaniu
zapotrzebowania na energie. W tym celu stworzono typowe dobowe szablony zuzycia
energii elektrycznej (por. [Gorecka 2001, s. 239]) poprzez wyliczenie $redniej arytme-
tycznej dla jednoimiennych okresdéw. Tworzac szablony, uwzgledniono nie tylko godzi-
ny, dni tygodnia oraz miesiace, ale takze $wieta i dni przed$wigteczne. W sumie
obliczono 1224 $rednie, ktére daly 51 typowych dobowych szablonéw zuzycia energii
elektrycznej. W nastgpnym etapie do opisu réznic migdzy standardowa krzywa zapo-
trzebowania na energi¢ (obciazenia) a rzeczywistym zuZyciem energii zastosowano
zmienne opisujace warunki atmosferyczne. Do najwazniejszych czynnikéw mozna zali-
czy¢ temperaturg¢ powietrza i zachmurzenie. Wprowadzono takze zmienne oznaczajace:
godzing, dwie godziny i trzy godziny po zachodzie stonca w celu wyeliminowania r6z-
nic zwiazanych z godzina zachodu stofica, a co z tym si¢ wiaze — godzing zmierzchu. W
ostatnim etapie analizy uzyskane reszty ze $rednich dobowych przebiegéw z uwzgled-
nieniem warunkéw atmosferycznych zostaly poddane analizie ARIMA. Zastosowano
sezonowy model ARIMA (1, 0, 2)(1, 0, 2),4. Cze$¢ autoregresyjna obejmuje jeden para-
metr, a opdznienie sezonowe — jedng dobe. Cze$é $redniej ruchomej obejmuje dwa para-
metry, a opOznienie sezonowe — dwie doby.

Drugi z zastosowanych modeli (Model 2) oparty jest na zmiennych zero-jedynko-
wych, ktore pozwola wyeliminowaé sezonowo$é zwiazana z zegarem i kalendarzem. W
sumie w modelu ujeto 66 zmiennych oznaczajacych poszczegdlne godziny, dni tygodnia,

3 Przeglad modeli majacych zastosowanie w prognozowaniu zapotrzebowania na energig elektryczna moz-
na znalez¢ w pracy [Zawada 2003].
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miesiace oraz dni $wiateczne i bezposrednio poprzedzajace $wieta. Podobnie jak w pierw-
szym modelu, dodano takze zmienne opisujace warunki atmosferyczne oraz zmienne
uwzgledniajace godziny zmierzchu. W przeciwiefistwie do pierwszego modelu, parametry
zetapow | i 2 w Modelu 2 byly szacowane jednoczesnie. W nastepnym etapie do otrzyma-
nych reszt zastosowano sezonowy model ARIMA (3, 1, 1)(6, 1, 2),4. W modelu cze$¢ au-
toregresyjna obejmuje trzy parametry, a opéZnienie sezonowe — sze$¢ dob. Czesc¢ sredniej
ruchomej obejmuje jeden parametr, a opdZnienie sezonowe — dwie doby. Dodatkowo resz-
ty z modelu ze zmiennymi zero-jedynkowymi, ze wzgledu na niewystarczajaca eliminacje
trendu, sa réznicowane o godzing i 0 dobe (szerszy opis zastosowanych modeli mozna
znalez¢ w pracach: [Wojciak 2003a; Wojciak 2003b; Woéjciak 2004]).

4. Prognozy zapotrzebowania na energie¢ elektryczng

Na podstawie modeli zbudowano prognozy na kolejne trzy miesiace. Obecnie spotki
dystrybucyjne zajmujace sie obrotem energii elektrycznej codziennie do godziny 8.00
musza podaé prognozy godzinowe na dzien nastepny. Oznacza to, ze w praktyce nalezy
prognozowaé na 41 godzin naprzéd* Przy sprawdzaniu postawionych prognoz ex post
oraz kosztéw niezbilansowania zapotrzebowania na energi¢ elektryczna przyjgto algo-
rytm, ktéry odpowiada rzeczywistym warunkom prognozowania w przedsig¢biorstwie.
Do budowy prognoz uzyto rzeczywistych danych dotyczacych warunkow atmosferycz-
nych, parametry modeli byly uaktualniane raz na miesiac, a prognozy budowano na 41
godzin naprzéd, jednak weryfikacji podlegaja prognozy od numeru 17 do 41°> W ocenie
jakosci prognoz zastosowano standardowe miary biedow prognoz ex post, takie jak:
$redni absolutny btad procentowy (MAPE), wspétczynnik Theila wraz z jego dekompo-
zycja oraz koszt niezbilansowania zapotrzebowania na energi¢ elektryczna. Koszt nie-
zbilansowania pozycji na rynku energii wyznacza si¢ z formuty:

2= 28] o013 - (CRO=CRO,), gy Y el <001
Yo | Yip
-V )
Koszt =10, ady 0012 1<001, (1)
Yip
2= Yel_001|- y, - (CRO, —CRO), gdy 2"l 001
1 Yip Yip

* Przyjmuje sig, z¢ ostatnia obserwacja, tj. z godziny 7.00 zuzycia energii elektrycznej jest dana.
? Odpowiada to godzinom od 1.00 w nocy do 0.00 dnia nastepnego.
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Zastosowany zapis jest zgodny z notyfikacja stosowana przez SD. Blad prognozy
(BP), wedlug ktérego rozliczana jest SD przez OSP, wyrazony jest formuta;
pp=2 "
Yip

(2

w przypadku znaku wigkszego od 0 oznacza niedokontraktowanie (pozycja krotka), a w
przypadku ujemnego — przekontraktowanie (pozycja diuga).

Tabela 3. Bledy prognoz uzyskanych na podstawie modelu | i 2 wraz z kosztem zbilansowania energii oraz
wspétczynnikiem Theila z jego dekompozycja w czasie czterech miesi¢cy

Model 1 MAPE Koszt G 17 I 16
g 0,00005 0,0001 0,00089
0, £ £ »
Wartos¢ 2,560% 2729 168,94 zt| 0,001038 (4,63%) (9.83%) (85,54%)
Model 2 MAPE Koszt r 5 3 B
y 0,00000 0,00001 0,00122
0, £ £ £)
Wartosé 2,926% |2682833,46zt| 0,001227 0.03%) (0.74%) (99.24%)

Zrédto: obliczenia wiasne.

Tabela 4. Bledy prognoz oraz koszt zbilansowania w podziale na rodzaj dnia

Dai Model | Model 2
MAPE BP Koszt catkowity | Koszt §redni | MAPE BP  |Koszt catkowity| Koszt sredni
Robocze [2,491% | 1.181% | 214344384z 1 190,80 zt] 2,412% [ 0,691% |1 759 724,24 zt 977,62 2t
[Weekend | 2,830% | -0,925% 53827457 A 77338 24| 4.215% [ -1,537% | 778 728,50 zt 1118.86 zt
Swicto 1,896% | 0,113% 47 450.53 zt 49428 24| 3,217% | 0,672% | 144 380,71 z¢ 1 503,97 zt
[Ogot grup | 2,560% | 0,576% | 2729 168,94 zt 1 052,92 z¢| 2.926% | 0,092% |2 682 833.46 zt 1 035,04 zt

Zrédto: obliczenia wtasne.

Na podstawie otrzymanych wynikéw mozemy zaobserwowac, ze Model | charakte-
ryzuje si¢ nizsza wartoscig sredniego wzgiednego btedu prognoz. W przypadku Modelu
1 btad ten wynosi 2,560%, natomiast w Modelu 2 osiaga wartos¢ 2,926%. Jednak po-
réwnujac koszty, widzimy, Ze koszt wygenerowany przez btad prognozy przy wykorzy-
staniu Modelu 1 jest wyzszy od kosztu przy zastosowaniu Modelu 2 (tab. 3). Wynikato z
tego, ze $rednie wartosci prognoz dla obu modeli sg nizsze od sredniego rzeczywistego
poboru energii, co oznacza niedoszacowanie prognoz (przyjecie pozycji krotkiej przez
SD), przy czym obciazenie prognoz (in minus) byto wyzsze w przypadku modelu pierw-
szego (stanowito to 4,6% zrédta btedu prognoz). Przygladajac si¢ pozostatym sklado-
wym wspolczynnika Theila zauwazamy, ze bledy prognozy zwiazane sg gtownie z
niedostateczng zgodnoscia prognoz z rzeczywistym kierunkiem zmian zmiennej pro-
gnozowanej. W przypadku obu modeli wartos¢ ta jest dominujaca (Model 1 — 85,54%,
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Model 2 — 99,24%). Marginalna czes¢ zrodet bledu prognoz stanowi niedostateczna ich
elastyczno$¢ oraz obciazenie.

Stosujac Model 1, zauwazamy, ze najwyzszy $redni koszt wystepuje w dni robocze.
Dodatni znak btedu procentowego (BP) pokazuje, ze wynika to z przyjecia pozycji krét-
kiej, czyli niedokontraktowania. Najnizszy koszt i btad wystepuje w $wigta. W Modelu 2
najwyzszy koszt Sredni wystepuje w $wieta, a najwyzszy btad (MAPE i BP) w weekend.
Ujemny BP wskazuje na pozycje dtuga — przekontraktowanie.

Tabela 5. Biedy prognoz oraz koszt zbilansowania w rozbiciu na dni tygodnia

Model 1 Model 2
MAPE BP Koszt catkowity | Koszt sredni | MAPE BP  [Koszt catkowity| Koszt sredni

Dzien

Poniedziatek | 2,798% | 1,610% 624 682,47 24| 173523z 3,716% | 2491% | 78405324 z¢] 217793 zt

[Wtorek 2,523% | 1.611% 49194957z 128112z 1,922% | 0.821% | 270 761,18 z¢ 705,11 z¢
Sroda 2,531% | 1,102% 4108522024 106993 24| 2011% [ 0,362% | 242 848,49 z¢ 632,42 zt
[Czwartek 2,229% | 0.916% 313 687,07 zt 816,80 zt| 2,576% |-0,075% | 325877,52zt 848,64 zt
Pigtek 2,235% | 0.599% 343 003,14 zt 952,79 z| 2,101% |-0.105% | 25766532 zt 715,74 z¢
Sobota 2,566% | -0,548% 303 287,00 zt 84246 zt| 3,384% | 0,343% | 472613,182t| 131281zt

[Niedziela 3,064% | -1,384% 241 707,49 zt 671,41 zt| 4,922% |-3.251% [ 329 014,53 zt 913,93 zt
[Ogot grup 2,560% [ 0,576% | 2729168,94zt] 1052927z 2926% | 0,092% |2 682 833,46 zt| 1035,04 z¢

Zrodto: obliczenia wiasne.

Najwyzsze koszty wystepuja w Modelu 1 na poczatku tygodnia (poniedziatek, wto-
rek, sroda). Wtedy tez BP jest najwyZzszy i wskazuje na pozycje krotka, tj. bardziej nie-
korzystng. SD przyjmuje pozycje diugg tylko w weekend, wtedy tez koszty sa
praktycznie najnizsze. Wyraznie wida¢, ze z koncem tygodnia koszty sa coraz mniejsze.
Analizujgc koszty wystepujace w najgorszy dzien (poniedzialek) z rozbiciem na po-
szczegblne godziny, zauwazamy, Ze najwyzsze koszty s3 generowane pomigdzy go-
dzing 10.00 a 17.00. Takze w Modelu 2 poniedziatek przynosi najwyzsze koszty i
najwigkszy btad. Drugim z kolei generujacym najwyzsze koszty dniem tygodnia w Mo-
delu 2 jest sobota. Najgorsze godziny poniedziatku to okres pomigdzy godzing 1.00 a
5.00, kiedy to $rednie koszty si¢gaja nawet ponad 7000 zt. Ogélnie w rozbiciu na cykl
godzinowo-dobowy stwierdzamy, ze najwigksze koszty w Modelu | ponoszone sg w
przedziale od godziny 18.00 do 21.00, a w Modelu 2 migdzy godzing 3.00 a 6.00.

Ze wzgledu na asymetrie cen wyst¢pujaca na rynku bilansowym postanowiono sko-
rygowa¢ prognozy w celu zminimalizowania kosztéw zbilansowania rzeczy wistego za-
potrzebowania na energi¢ elektryczna. Przyjgcie pozycji krétkiej, tzn. nadwyzka
rzeczywistego poboru energii elektrycznej w stosunku do zgtaszanej pozycji kontrakto-
wej przez spotke dystrybucyjna, jest o wiele bardziej kosztowne niz przyjecie pozycji
dtugiej. W zwiazku z tym optaca si¢ przekontraktowywac (zawyzy¢ prognozy) i w razie
czego nadwyzke odsprzeda¢ na rynku bilansujacym. W tym celu prognozy otrzymane za
pomoca Modeli 1 i 2 beda skorygowane o stata k, ktora bedzie uaktualniana wraz z para-
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metrami modeli, czyli raz na miesiac. Korekta prognoz & jest wyliczana dla prognoz z
danego miesiaca, przy minimalizacji warto$ci funkcji (3). Nastepnie o wartosc & sa kory-
gowane prognozy w nastepnym miesigcu.

( —v -k ] — k
%‘—0,01 - Y- k- (CRO—CRO,), gdy P—22" "< —001
Vi k i Yok
— .k
Koszt =10, gdy —001=2 =22 Hl<001 , 3)
— y’p.k
— .k —_ .k
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Yok i Yok

gdzie: k — korekta prognoz.

Tabela 6. Bledy prognoz w rozbiciu na poszczegolne miesiace wraz z wprowadzona korekta prognoz

Model |
Zbiorczo BP MAPE Koszt korekta BP k MAPE k Koszt k
czerwiec | 1,139% | 2,462% XXX XXX XXX XXX XXX
lipiec [ -0,683% | 2,687% | 548 786,45 24| 1,039104 | 4,428% | 4,921% 753 906,64 zi
sierpien | 1,415% | 2,664% | 1054 394,87 24 1,010491 | 0,360% | 2,497% 769 929,89 zi
wrzesien | 0,711% | 2,374% | 612 713,28 24 1,033518 | -2,675% | 3,147% 359 152,47 4
2215 894,60 zi 1 882 989,01 zij
Model 2
Zbiorczo BP MAPE Koszt korekta BP k MAPE k Koszt k
czerwiec | 0,208% | 2,552% XXX XXX XXX XXX XXX
lipiec | 0,079% | 3,301% 846 163,91 zf| 1,027149 | -2,591% | 4,163% 729 875,33 z4
sierpien | 0,434% | 2,683% 824 996,45 z4| 1,018696 | -1,423% | 3,177% 663 552,95 zi
wrzesien | -0,311% | 2,988% | 633 962,00z} 1,019856 | -2,308% | 3,516% 490 121,40 z4
2305 122,37 zi 1 883 549,67 zi

Zrédlo: obliczenia wiasne.

W tab. 6 zaprezentowano bledy prognoz w rozbiciu na poszczego6ine miesiace oraz
obliczone wartosci korekty k. Btad procentowy, liczony jako odchylenie rzeczywistego
zuzycia do postawionej prognozy w miesiacu czerwcu, wynosi 1,139%, a blad prognozy
MAPE 2,462%. W nastepnym miesiacu (lipiec) btad procentowy przyjmuje warto$¢
ujemna, co oznacza przekontraktowanie (spotka przyjeta w tym czasie pozycjg diuga).
W tym przypadku blad prognozy Modelu | przyjmuje warto$¢ 2,687% — najwyzsza
wéréd badanych okresow. Wartosci btedéw w nastgpnych miesigcach sa dodatnie
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(tab. 6). W dwach przypadkach dla Modelu 1 z korekta, tj. w lipcu i we wrzesniu, blad
procentowy przyjat wartos¢ ujemna (pozycja dtuga — przekaontraktowanie). Dla Modelu
2 w kazdym miesiacu warto$¢ bledu procentowego przyjeta wartos¢ ujemna (dla kolej-
nych miesigcy —2,591%, — 1,423%, —2,308%). Biedy prognozy wynosity ponad 3%. W
przypadku prognoz po korekcie btad prognoz ex post MAPE wzrost (z wyjatkiem sierp-
nia dla Modelu 1). Spowodowata to zmiane struktury bledu prognoz i w efekcie progno-
zy sg czgéciej zawyzane o niewielka czgsc. Ogélnie wptywa to na zmniejszenie kosztow
zbilansowania prognoz z rzeczywistym poborem energii elektrycznej. Przy poréwnywa-
niu wysokosci poniesionych kosztéw w opcji bez korekty i z korekta widzimy, ze w obu
modelach sumy poniesionych strat s3 wyzsze w przypadku opcji bez korekty w poréw-
naniu z opcja z korekta $rednio o ponad 330 000 zt na kwartat (por. tab. 6). Prawie we
wszystkich przypadkach miesieczny koszt poniesiony przy zastosowaniu odpowiednie-
go modelu po korekcie jest duzo nizszy niz w modelu bez korekty (wyjatek stanowi
koszt w lipcu dla Modelu 1).
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Rys. 2. Rozkiad kosztow zbilansowania zapotrzebowania na energi¢ elektryczng przed korekta i po korekcie
prognoz za pomocg wspofczynnika & dla Modelu |

Zrédto: opracowanie whasne.

Z rys. 2 wynika, ze wprowadzenie korekty prognoz wspoétczynnikiem k& obnizyto
gorna granicg strat do poziomu 7000 zt (na dana godzing). Przed korekta granica ta wy-
nosita 9000 zt oraz wystapity dwie straty na poziomie 14 500 zi.

5. Podsumowanie

Wprowadzenie na rynku bilansujacym zapotrzebowania na energig elektryczna cen
rozliczeniowych mobilizuje podmioty na nim obecne do coraz doktadniejszych pro-
gnoz, gdyz kazdy btad prognozy przekraczajacy +/— 1% stanowi wymierna dla nich stra-
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t¢ finansowa. Ze wzgledu na specyfike ksztaltowania sie cen na rynku bilansujacym, tj.
koszty zakupu energii bilansujacej na pokrycie niedokontraktowania sa wyzsze niz
koszty wynikajace z odsprzedazy energii przekontraktowanej, z punktu widzenia sp6tki
dystrybucyjnej lepsze jest zawyzanie prognoz.

Otrzymane wyniki wskazujg, ze mozliwe jest skorygowanie prognoz otrzymanych
zgodnie z zasada predykcji nieobciazonej w celu minimalizacji kosztow rozliczenia od-
chylen migdzy prognozami a rzeczywistym poborem energii. Najlepsze wyniki dla sko-
rygowanych prognoz mozna byto uzyskaé¢ wowczas, gdy korekta z miesigca na miesiac
przyjmowata podobna warto$é. W przypadku gwatltownych zmian wartosci korekty %
nalezatoby sig zastanowié, czy nie wydtuzy¢ okresu, na podstawie ktérego jest ona usta-
lana np. do 2, 3 miesigcy. Mozliwe jest takze ustalenie wartosci korekty osobno na po-
szczegblne dni tygodnia czy godziny, lecz nalezy tu pamigtaé, ze uszczegdtowienie
modelu nie zawsze musi by¢ korzystne.
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THE METHOD OF FORECAST CORRECTION MINIMIZING THE COST
OF NON-BALANCED ELECTRIC POWER DEMAND

Summary

From 1* July 2002 twenty-four-hour balancing energy demand market/system implemented specific sys-
tem of clearing prices. The prices demonstrate significant asymmetry. This way each deviation/difference of
demand and forecast is a measurable loss which mostly depends on the direction of the difference. Because of
the specific asymmetry it is better to overcontract (forecasts higher than the demands — long position) and to
sell the surplus if it occurs. To minimise the costs of balancing the difference the forecast of two presented
models was adjusted by multiplying it by ratio £ which was upgraded together with models’ parameters. Cor-
rection is set to minimise the function of cost balancing which leads to lowering the functioning costs of distrib-
uting company.
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