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2 Resume

Markedsforventningen de naeste fire &r er fortsat lave elspotpriser' med en prisseetning, hvor det
marginale veerk?, som bestemmer prisen i timen, ofte fyrer med kul. Kraftvaerkernes indtjening er
for lav til at fastholde kapaciteten, og derfor vil kapacitetsbalancen blive strammere over tid.
Elpriserne er meget afheengige af, hvilke scenarier der veelges for den fremtidige udvikling i
braendsels- og CO,-priser. Den politiske regulering har stor indflydelse pa elprisdannelsen gennem
udviklingen i elforbruget, som pavirkes af energieffektiviseringsmal, andelen af vedvarende energi i
elsystemet (VE-mal), samt CO,-kvoteprisens udvikling. Kvoteprisen pavirkes af CO,-
kvotemarkedets indretning samt samspillet mellem energieffektiviseringsmal, VE-mal og CO,-
reduktionsmal.

Dansk Energis scenarier for elpriser er baseret pa en reekke modelkarsler i en
matematisk model af elsystemet i Nordeuropa. Modellen hedder Balmorel.
Balmorel skal opfattes som en forsimplet repraesentation af day-ahead
elmarkederne i den virkelige verden. Scenarierne bygger pa en lang reekke
usikre antagelser om den fremtidige udvikling i inputpriser, produktion, forbrug
og transmissionsforbindelser. Kgrslerne udspaender et udfaldsrum for den
fremtidige elprisudvikling givet forskellige antagelser om breendselspriser,
CO,-priser og politiske beslutninger. Scenarierne skal derfor ikke ses som en
prognose for elprisen.

| denne rapport opstilles fem scenarier:

e | Futures®-scenariet bliver kul-, gas-, og CO,-kvoteprisen i perioden
2020-2035 fastholdt pa niveauet givet ved 2019 Futures-priser. Ved
at regne med konstante inputpriser pa kul, gas og CO»-kvoter
fremtreeder @eendringer i elprisen som fglge af &endringer i
kraftvaerkskapaciteten og transmissionskapacitet meget tydeligt.

e For at undersgge hvad indfgrelsen af kapacitetsmarkeder betyder for
elprisen analyseres scenariet "Futures + kap. mar.”, der svarer til
Futures-scenariet bortset fra, at det indeholder et regionalt
kapacitetsmarked, som sikrer tilstreekkelig elproduktionskapacitet.

e Tilsvarende, for at undersgge betydningen af de planlagte
eltransmissionskabler mod England og Skotland fra bade Danmark
og Norge, analyseres et scenarie kaldet "Futures + red. trans.” hvor
disse forbindelser forsinkes/falder bort.

e EU-Kommissionen har udarbejdet en Impact Assessment af
forskellige muligheder for at realisere EU's energipolitiske mal i 2030.
For at undersgge hvordan forskellig veegt p& henholdsvis CO,-

! | resten af denne rapport vil betegnelsen elpris blive brugt om elspotprisen (elprisen p& day-ahead
elmarkedet).

? Det marginale veerk i en given time er det veerk med den hgjeste budpris, der har vundet tilslag i
elspotmarkedet. Havde efterspgrgslen vaeret lavere, ville dette vaerk ikke have veeret aktiveret. Det
marginale veerk far kun daekket sine variable omkostninger, dvs. mangler penge til at deekke de faste
omkostninger. Se evt. boksen pa side 10.

3 En future er en kontrakt, der indgas mellem to parter, en kgber og en seelger, som forpligter sig til
at kabe eller seelge et givent aktiv, pa et aftalt fremtidigt tidspunkt, til en pa forhand fastsat pris.
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kvotemal, VE-mal og energieffektiviseringsmal pavirker elpriserne,
sammenlignes to scenarier:

o | "EU GHG40” anvendes fossile breendselspriser fra EU-
Kommissionens Impact Assessment. Herudover vedtages
en malsetning om 40% CO,-reduktion i 2030 uden
yderligere tiltag inden for energieffektivisering og
vedvarende energi (VE).

o "EU GHG40 + EE + VE” svarer til EU GHG40-scenariet,
bortset fra at der vedtages bade et mal for energieffektivitet
og et VE-mal pa 30 %.

Rapporten indeholder desuden en gennemgang af de historiske elpriser fra de
sidste fem ar og de finansielle markeders forventninger til de fremtidige priser
til og med 2017.

2.1 Markedsforventninger frem mod 2017

Futures-markedet giver et billede af, hvordan markedsaktgrerne forventer
elprisen vil udvikle sig de nzeste 3-4 ar. Forudsat normale nedbgrsmaengder i
Norden forventes svagt faldende elpriser i Danmark (se Figur 1). Dette
haenger sammen med en svag veekst i elforbruget i kombination med ggede
maengder VE. Dette betyder, at der bliver flere timer, hvor det marginale veerk,
som seetter prisen, er et kulfyret veerk, mens de relativt dyrere gasfyrede
veerker sjeeldnere seetter priser. Udbygningen af sol og vind i Tyskland har fart
til en reduktion i behovet for konventionel elproduktion. Dette rammer seerligt
gaskraft, der kgrer stadigt faerre timer. Dette betyder, at kulkraft i fremtiden
bliver mere dominerende i prisseetningen, hvilket resulterer i en lavere tysk
elpris i fremtiden. Lavere elpriser i Tyskland vil pavirke de danske elpriser,
som, sammen med den tyske elpris, indenfor de neeste fire ar forventes at
komme teettere og teettere p& kulmarginalen®. Generelt forventes de danske
priser at ligge over prisniveauet i Norge og meget teet pa de tyske priser samt
prisen i Sydsverige.

4 Kulmarginalen er omkostningen til elproduktion (inkl. kvotekgb) pa et kulkraftveerk med 38 %
elvirkningsgrad.

@gede mangder VE og svag
veekst i elforbruget, forer til, at
det marginale verk oftere bliver
et kulfyret verk. Der bliver
derfor feerre driftstimer, hvor

elprisen er hgj nok til, at
varkerne tjener mere end deres
variable omkostninger, dvs.
tiener penge til at deekke deres
faste omkostninger.
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Figur 1 Arlige elpriser i Norden, Tyskland og Storbritannien
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Figur 1 viser arlige historiske elpriser, samt markedsforventningen mod 2017. De heloptrukne linjer
er historiske priser og de stiplede linjer er Futures-kontrakter.

Kilde: Nordpool, EEX, APX, ICE (Futures-kontrakter fra d. 05.09.2014)

2.2 Modelresultater 2017-2035

| Figur 2 ses de beregnede arsmiddelelpriser i de fem scenarier, der er
analyseret. Der er en betydelig spredning i udfaldsrummet for elprisen. En del
af dette skyldes usikkerheden om breendselspriser (jf. elprisdifferencen
mellem Futures og EU-scenarierne)®.

I lgbet af de naeste ti ar har kulkraftveerkerne meget sma deekningsbidrag i
alle scenarierne, og rent elproducerende anlaeg kan ikke tjene tilstreekkeligt til
at deekke deres faste omkostninger til drift og vedligehold. Gasfyret kapacitet
klarer sig endnu darligere pa kort sigt. Frem mod 2025 og seerligt sidst i
perioden bliver kapacitetsbalancen derfor strammere og strammere, hvilket
farer til stigende elpriser, og at prisdannelsen flytter sig fra at veere en stort set
ren kulmarginal til i hgjere grad at veere baseret pa gas.

Modellen investerer farst i ny grundlastkapacitet i 2030, men holder sig i alle
scenarierne helt fra investeringer i nye kulkraftvaerker. Reelt skal der dog i
perioden ske Igbende reinvesteringer i en del af de danske kraftvaerker for at
de bliver i markedet. Samtidig angiver modelberegningerne som neevnt at
dzekningsbidragene er meget sma de nzeste 10 ar. Det kan derfor teenkes, at
tempoet for kraftvaerkslukninger er undervurderet i modelberegningerne.

| Futures-scenarierne bliver gkonomien i kulkraft mere attraktiv fra 2025, og
kulkraft kan hente et betydeligt deekningsbidrag i perioden fra 2025 til 2030.

® For 2017 0g 2020 skyldes forskellen i de modelberegnede elpriser naesten udelukkende forskelle i
breendselsprisforudsaetninger (kul og gas) jf. Figur 4.

DK1 (Vestdanmark)
DK2 (dstdanmark)
NO1 (Norsk elspot omréde 1 (Oslo)

SE/SE4 (Svensk elpris indtil svensk elspot
omréde 4 oprettes (Malmg) d. 1.11.2011.

Tyskland

Storbritannien
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En stor del af indtjeningen for de termiske veerker baserer sig pa, at den
stramme kapacitetshalance medfarer flere ekstrempriser. For at sikre
gkonomi i investeringer i ny kommerciel spidslastkapacitet6 skal prisloftet (pa
3.000 €/MWh) i gennemsnit rammes i 15 timer om aret. Hvis businesscasen
baserer sig pa sa fa timers indtjening, og med den store usikkerhed, der
hersker om elsystemets udvikling, kan det betvivles, hvorvidt der vil veere
interesse i at etablere et spidslastveerk. At elprisen rammer prisloftet farer til
ca. 6 EUR/MWh hgijere elpriser i gennemsnit, end hvis der var tilstraekkelig
spidslastkapacitet (sammenlign Futures med Futures + kap.mar.).

Figur 2 Arsmiddelelpriser for Danmark i de forskellige scenarier
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Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

Reduceret transmission til udlandet i form af udeblevne og forsinkede kabler
fra Norden mod Storbritannien resulterer ogsa i lavere elspotpriser (Futures +
red. trans.). Dette skyldes den manglende mulighed for at eksportere til det
engelske marked med hgjere elpriser.

De politiske valg ifm. EU’s 2030-malseetninger far stor indflydelse pa
elprisdannelsen i Danmark. En 40 %-malszetning uden gvrige energipolitiske
mal (EU GHG40) vil fare til hgje kvotepriser og hgje elpriser pa
elspotmarkedet. Veelger man at indfere mal for energieffektivitet og VE (EU
GHG40 + EE + VE) vil elprisen blive betydeligt lavere, som fglge af lavere
forbrug, lavere kvotepris og mere stattet produktion. VE-producenterne har
behov for mere statte, nar elspotprisen er lav. Den lave elpris vil derfor ikke
betyde, at forbrugernes elpris vil veere lavere i EU GHG40 + EE + VE end i
EU GHG40, da forbrugernes elpris ogsa vil indeholde stetten til VE-
producenter (PSO).

® Med kommerciel spidslast menes der veerker, der tjener investeringen hjem i elspotmarkedet.

Futures

Futures + red. trans.
Futures + kap. mar.
EU GHG40

EU GHG40 + EE + VE
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3 Indledning

Dansk Energis hensigt med rapporten er at opstille en reekke scenarier, der kan udspaende
udfaldsrummet for elprisudviklingen givet en raekke politiske beslutninger,
breendselsprisudviklingen og den teknologiske udvikling. | dette kapitel beskrives de vigtigste
faktorer i elprisdannelsen, og de forskellige scenarier preesenteres. Herudover introduceres
Balmorel-modellen og de vigtigste forudsaetninger anvendt i beregningerne.

Den fremtidige elpris er en central beslutningsparameter i forhold til
investeringer i energisektoren. Bade Energistyrelsen og Energinet.dk
offentligger hver iseer et scenarie for elprisen med deres
beregningsforudsaetninger, der udkommer cirka en gang om &ret (ENS,
2012a; Energinet.dk, 2014a). Deres fremskrivninger har dog hidtil kun
indeholdt et enkelt centralt scenarie for udviklingen i den fremtidige elpris7, og
det har derfor veeret Dansk Energis gnske at udarbejde en reekke scenarier,
der kan udspeende udfaldsrummet for elprisudviklingen givet en raekke
politiske beslutninger, breendselsprisudviklingen og teknologisk udvikling.

3.1 \Vigtige elprisdrivere
Centralt i prisdannelsen pa elmarkedet star breendselspriser og COz-kvoter,
idet det typisk er veerker fyret med fossilt braendsel, der seaetter elprisen.

Kulpriser dannes pa verdensmarkedet, mens gaspriser er et mere regionalt
anliggende. Som eksempel pa dette er skifergasboomet i USA, som har fart til
faldende gaspriser i USA og deraf fglgende faldende kulpriser pa
verdensmarkedet, idet kulforbruget er faldet i USA. Gasprisen i Europa er dog
ikke blevet pavirket markant af gasprisens fald i USA, pd grund af de
betydelige transportomkostninger forbundet med transport af gas over lange
straekninger.

Kvoteprisen afheenger af, hvilke politiske beslutninger der vedtages i EU.
Seerligt 2030-malene, der forhandles i Igbet af 2014, er centrale for, hvor hgj
kvoteprisen bliver.

For det nordiske elsystem, der er vandkraftdomineret og har stigende
maengder vindkraft, har variationer i vejret, primeert nedbgren, stor pavirkning
pa elprisen. Saledes skelnes der mellem vadar, normalar og tarar afhaengig af
nedbgrsmaengder. Ligeledes svinger vindkraftproduktionen fra ar til ar. Op til
20 % mere eller mindre end i et normalar (DKVIND, 2014). Mens det kan
veere relevant at tage disse effekter med i en businesscase for en investering i
et nyt anlaeg, vil de, qua vejrets uforudsigelighed, ikke indga i prisdannelsen
pa el pa Future-markederne. De er derfor heller ikke medtaget i scenarierne i
denne rapport.

” Energinet.dk har dog d. 25. september 2014 udgivet falsomhedsberegninger, og Energistyrelsen
har indikeret, at de vil publicere flere elpris-fremskrivninger med deres 2014-fremskrivning, som
forventes publiceret inden udgangen af 2014.
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@get VE presser kondensveerkerne

| det perfekte elmarked byder elproducenterne i hver time ind med deres
produktionskapacitet med en pris svarende til deres marginale produktions-
omkostninger. Markedsprisen afggres herefter af den efterspurgte meengde
el, sdledes at den ngdvendige produktion igangsaettes. Dette betyder, at
markedsprisen, som alle enheder afregnes til, afggres af den dyreste
aktiverede produktion. Heraf falger, at de marginale enheder, som seetter
prisen, ikke har nogen profit, da prisen svarer til deres produktions-
omkostninger. Veerkerne med de billigste, marginale produktions-
omkostninger er vindkraft og solceller, mens de dyreste er kondensveerker,
hvor spildvarmen bortkgles. | et fremtidigt scenarie, med en betydelig
udvidelse af VE-kapaciteten, vil det ggede udbud fra disse teknologier
betyde, at en mindre del af elforbruget skal daekkes af kul- og gaskondens.
Kulkondens vil hermed udggre den marginale produktion i flere af arets
timer, og dermed reduceres kulkondensens indtjeningsmuligheder i disse
timer.

Nuvarende situation

A
Pris
Elproduktion pa
Elspotpris gaskondens
Budkurve for
elproduktion
Billig VE, i Elproduktion pa
kernekraft og kulkondens
kraftv
e Produktion og
forbrug
Elforbrug -
i Fremtidigt scenarie med gget VE
Pris

Elproduktion pa
gaskondens

Budkurve for
elproduktion

El spotpris

Billig VE, | Elproduktion pa
kernekraft og | kulkondens
kraftvarme | .
Produktion og
forbrug_
Elforbrug

Endelig er udviklingen i elforbruget og udbygningen med VE og kernekraft
ogsa af betydning. Som eksempel herpd er udviklingen siden 2008, hvor
finanskrisen farte til lavere elforbrug og lavere kvotepriser. | kombination med
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udbygningen af seerligt vindkraft og solceller har det fart til, at Nordeuropa er
gaet fra, at det var gasfyrede veerker, der satte prisen i en betydelig del af
timerne, til en situation hvor de gasfyrede kraftveerker har en meget lav
driftstid, og de kulfyrede kraftvaerker i vidt omfang seetter elprisen.

Nordeuropas kraftvaerkspark er aldrende, og en stor del af kapaciteten
forventes at ga pa pension inden for de neeste artier. Hertil kommer, at en del
kraftveerker lukker allerede i dag, da der ikke kan sikres tilstreekkelig indtjening
til at deekke veerkernes faste omkostninger og da markedet ikke forventer
ggede deekningsbidrag inden for de nsermeste ar. Saledes er 35 % af den
danske centrale kraftveerkskapacitet lukket ned inden for de sidste 5 &r, og en
tilsvarende udvikling ses i det gvrige Nordvesteuropa med adskillige
kraftveerkslukninger og store nedskrivninger blandt ejerne af kraftvaerkerne.

| takt med at kapacitetshalancen strammes, forventes det, at markedspriserne
vil stige, sa det igen bliver gkonomisk attraktivt at levetidsforleenge vaerker
eller investere i ny kapacitet.

Der er dog blevet rejst tvivi om, hvorvidt et day-ahead elmarked suppleret af
reserve- og balanceringsmarkeder kan sikre effektilstraekkelig-heden i
fremtiden, dvs. sikre nok palidelig elproduktionskapacitet og afbrydeligt
elforbrug til at matche spidslastelforbruget.

Antallet og timingen af de hgje elpriser kan veere sveere at forudsige for
markedsaktagrerne, som derfor kan teenkes at ville veere afventende med
deres investeringer i ny kraftvaerkskapacitet. Der er en risiko for, at
investorerne vil veere sa afventende, at antallet af hgje elpriser og
effekttilstreekkeligheden kan na et niveau, som ikke vil veere politisk
acceptabelt. Derfor har flere europaeiske lande sdsom Spanien, Sverige og
Irland allerede indfart seerskilte markeder til sikring af effekttilstreekkelighed,
og tiltaget diskuteres ogsa i lande som Tyskland og Frankrig. Storbritannien
indfgrer et seerskilt marked i form af et kapacitetsmarked med fysisk levering
fra vinteren 2018/19. Elproduktionskapacitet indkgbes gennem en auktion,
hvor producenter og forbrugsreduktionsressourcer byder kapacitet ind i
konkurrence med hinanden. | Frankrig planleegges et handelssystem for
’kapacitetscertifikater’ fra vinteren 2016/17, hvor det er elhandlerne selv, der
star for at kebe kapacitetscertifikater i forhold til deres individuelle
elleverancer i spidslast. |1 Tyskland har man netop indfgrt en form for
strategisk reserve, som skal sikre forsyningssikkerheden i de sydlige omrader
pa kort sigt, og man overvejer sidelgbende, hvordan en langsigtet
lgsningsmodel skal udformes.

Indfgrelsen af et kapacitetsmarked, der sikrer en tilstraekkelig effektbalance,
vil fierne de hgjeste elpriser fra elspotmarkedet.

3.2 De simulerede scenarier

Ved brug af Balmorel-modellen har Dansk Energi regnet pa fem forskellige
scenarier for udviklingen af elprisen frem mod 2035. Disse scenarier skal ses
som et forsgg pa at udspaende et udfaldsrum for den fremtidige elpris givet
forskellige forudseetninger. Scenarierne adskiller sig primeert pa, hvilke
forudseetninger der er anvendt for inputpriser (breendsler og CO,). De fem
scenarier er:
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1. Futures (Futures)

2. Futures med kapacitetsmarked (Futures kap. mar.)

3. Futures med reduceret transmission (Futures red. trans.)

4. EU 40 % CO; reduktion (EU GHG40)

5. EU 40 % CO; reduktion + EE + VE-mal (EU GHG40 + EE + VE)

Futures-scenarierne bygger pa, at de fossile braendselspriser og kvotepriser
udvikler sig som Futures-markedet forudsiger frem til 2019, og herefter er de
antaget konstante til 2035. Dette giver fra 2020 mulighed for at studere
udviklingen i elpriserne uden variationer i de politisk- og
verdensmarkedsbestemte rammevilkar.

EU-scenarierne (scenarie 4 og 5) tager udgangspunkt i EU-Kommissionens
modelkgarsler i forbindelse med den konsekvensvurdering, der ligger til grund
for forhandlingerne om 2030-malene (EU, 2014). Disse scenarier illustrerer
elprisens fglsomhed over for hgjere inputpriser og sendringer i politiske
bestemte rammevilkar.

Udover de fem scenarier er der gennemregnet et scenarie med samme
forudseetninger som Energistyrelsens Basisfremskrivning 2012. Dette
scenarie praesenteres i Appendiks 5 - Sammenligning med Energistyrelsens
basis-fremskrivning.

3.2.1 Futures-scenarierne

Der er gennemregnet tre scenarier baseret pd Futures-priser pa fossile
breendsler. Udover det primeere Futures-scenarie er der lavet to scenarier til at
belyse effekten af et kapacitetsmarked og effekten af reduceret transmission.

| scenarie 2 (Futures med kapacitetsmarked) har vi tvunget modellen til at
sikre, at der er tilstreekkelig kapacitet til altid at kunne finde et priskryds pa
elspotmarkedet, selvom der ikke er dakning for at gennemfare
investeringerne med indteegter fra elspotmarkedet. Derfor optraeder der ikke
nogen ekstremt hgje priser i dette scenarie.

| alle de gvrige karsler (uden kapacitetsmarked) vil modellen kun investere i
kapacitet, hvis vaerkerne kan tjene pengene hjem i elspotmarkedet. Det
medfarer, at der vil optreede timer, hvor elspotprisen rammer prisloftet pa
3.000 EUR/MWh (Nordpool, 2014). Neermere bestemt skal elprisen ramme
prisloftet i 15 timer i gennemsnit per ar, for at forrente investeringen i et
spidslastveerk (OCGT), der kun far sine indtaegter fra elspotmarkedets. Denne
simulering svarer til en situation med market-only eller strategisk reserve med
prisloftg. Sidstneevnte er foresldet af Energinet.dk som gezeldende for
@stdanmark i 2016-2020 (Energinet.dk, 2014b).

| scenarie 3 (Futures med reduceret transmission) er det antaget, at DK-
England kablet (700 MW) og NSN-kablet fra Norge til England (1400 MW)
udskydes fem &r til hhv. 2027 og 2025. Den anden transmissionsforbindelse
mellem Norge og Skotland (NorthConnect — 1400 MW) antages ikke at blive til
noget (se tabellen pa side 57 for en oversigt over forventede udbygninger af
transmissionsforbindelser). Idet Storbritannien stort set har hgjere elpriser end

8 Omkostningen til OCGT er udregnet pa baggrund af data fra Teknologikataloget (ENS, 2014).

9 Market-only refererer til et system, hvor ingen kraftvaerker far betaling for kapacitet. | tilfzeldet med
for lile udbud, m& man da ggre kgbsbud mindre. | et system med strategisk reserve deekker
reserven (der ikke er tilgaengelig for elspotmarkedet i @vrigt) de manglende kgbsbud for at fa
udbuddet til at matche efterspargslen. | de timer, hvor det er ngdvendigt, vil elprisen ligge pa
prisloftet, der er fastsat til 3.000 EUR/MWh af NordPoolSpot.
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Norden &ret rundt, forer disse antagelser til en betydelig reduktion af
eleksporten fra Norden til Storbritannien.

3.2.2 EU-scenarierne
Begge EU-scenarier anvender fossile braendselspriser fra EU-Kommissionens
Impact Assessment (EU, 2014). Disse er betydeligt hgjere end Futures-
priserne og stigende over tid.

| scenarie 4 (EU GHG40) vedtages en malsaetning om 40 % CO; reduktion
uden yderligere tiltag inden for EE og VE. Dette fgrer til en stigende kvotepris,
der rammer 40 €/ton i 2030 (se Figur 5).

| scenarie 5 (EU GHG40 + EE + VE) er det antaget, at der vedtages bade et
mal for energieffektivitet og et VE-mal pa 30 %. Malene har to effekter: (i)
Generel reduceret efterspgrgsel pa (fossil) energi hvilket reducerer
kvoteprisen til naesten en fierdedel og (ii) reduceret elforbrug pa 6,4 % i 2030
relativt til EU GHG40".

| beregningerne er det antaget, at elforbruget reduceres jeevnt med 3,2 % ift.
EU GHG40 i 2025 og 6,4 % i 2030 og 2035. Frem til 2020 er forbruget ens i
alle scenarierne. Fjernvarmeforbruget antages identisk med de g@vrige
scenarier.

VE-maélet er oversat til en 4 procentpoint hgjere VE-andel i elsystemet i de
lande, der modelleres i forhold til EU GHG40-scenariet'.

3.3 Metode

Balmorel er en partiel ligeveegtsmodel, der simulerer el- og
fiernvarmesystemet i det omrade, der undersgges. Eltransmissionsnettet
repreesenteres i modellen som en raekke geografiske omrader forbundet med
transmissionslinier. Modellen finder i en samlet optimering den billigste made
at tilfredsstille et givet elforbrug og fiernvarmeforbrug i hvert enkelt tidsskridt
hen over et helt ar. Dette sker ved at afgare, hvilke anleeg der skal kere
hvornar, samt driften af lagre, transmissionsforbindelser og evt. fleksibelt
forbrug. Modellen kan desuden investere i ny teknologi, hvis det bidrager til at
reducere de samlede omkostninger. Resultatet bliver en simulering af et
perfekt elmarked med fuld information. Ved at se pd marginalomkostningen
ved elproduktion i hver enkelt time kan elprisen udledes af modelkgrslerne.
Hertl kommer alle de fysiske oplysninger fra systemdriften sasom
breendselsmiks og eludveksling mellem omraderne.

Modellen regner selskabsgkonomisk i den forstand, at afgifter er medtaget.
Der er regnet med, at forsyningssikkerhedsafgiften bliver indfaset, som den
var foresldet pa tidspunktet, hvor modelleringen blev sat i gang. Denne
geelder dog alene for Danmark og har begreenset pavirkning pa
elprisdannelsen. Desuden anvendes et hgjt forrentningskrav ved investeringer
(8 % realrente over 20 ar). Stgttesystemer kunne medtages, men det er

% Dette er baseret pa tabel 13 i (EU, 2014). Den arlige elproduktion i hele EU i 2030 er 3428 TWh i
EE + VE-scenariet (scenarie 5) vs. 3664 TWh i Reference-scenariet i EUs rapport, svarende til en
besparelse pa 6,4%. Elforbruget i Reference-scenariet i EUs rapport er antaget ogsa at geelde for
GHGA40 (scenarie 4).

™ Dette baseres pa tabel 13 i (EU, 2014). VE-andelen i 2030 i hele EU er 55 % i EE + VE-scenariet
0g 49 % i GHG40-scenariet — en forskel pa 6 procentpoint. Vi har valgt at reducere denne forskel til
4 procentpoint i det modellerede omrade, pga. det som udgangspunkt har en hgjere andel VE end
EU gennemsnittet, bl.a. som felge af nordisk vandkraft. Derfor vurderede vi at en aendring pa 6
procentpoint i det modellerede omrade ville fare til for hgje andele af VE relativt til elforbruget.
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undladt her, da der hersker betydelig usikkerhed om det fremtidige
stgtteniveau i de forskellige lande. Dette betyder, at biomasse og havvind
konkurrerer pa kommercielle vilkar i modellen. Omvendt er der lagt et
udbygningsforlgb ind for landvind og solceller i modellen, hvilket beskrives
naermere i Appendiks 2.

Det modellerede omrade fremgar af Figur 3. Valget af lande er sket ud fra en
vurdering af, hvor centralt landet er for prisdannelsen i Danmark frem mod
2035. De grgnne lande er modelleret fuldsteendig, og der er beregnet elpriser
for disse. De lysebla lande er modelleret med faste overfarsler, der felger den
historiske profil for 2013.

Figur 3 Modelleret omrade

Figur 3 Lande farvet med grgnt er modelleret fuldsteendigt, mens faste overfersler er lagt ind pa
greenserne til de lyseblé lande. Merkebla lande er ikke modelleret.
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| de lande hvor kraftvarme er af stor betydning for elproduktionen er der
defineret fiernvarme/procesvarme-behov. Dette er tilfeeldet i:

e Sverige
e Finland
e Tyskland
e Holland

e Danmark

| udlandet er kraftvarmen modelleret groft, men i Danmark er fijernvarmen
modelleret for 28 omrader. Heraf repreesenterer 14 faktiske store
fiernvarmesystemer (som f.eks. Odense), mens 9 omrader i Vestdanmark og
5 omrader i @stdanmark er aggregerede omrader, der f.eks. indeholder alle
de sma veaerker, der alene har en gasmotor og gaskedel.

For en detaljeret beskrivelse af Balmorel-modellen henvises til Appendiks 1 -
Balmorelmodellen.

3.4 Forudseetninger

Herunder er de vigtigste forudseetninger beskrevet. For en nesermere
beskrivelse af de anvendte forudseetninger henvises til Appendiks 2 -
Forudseetninger.

| Figur 4 er vist priser for kul og gas i de forskellige scenarier (da disse to
breendsler har starst betydning for prisdannelsen). Derudover er den anvendte
CO,-kvotepris, der varierer i scenarierne, vist i Figur 5. CO,-kvoteprisen er
dog ens for Futures-kgrslerne (scenarie 1, 2 og 3), her er det gvrige
parametre, der varieres. | begge figurer er veerdierne anvendt i
Energistyrelsens basisfremskrivning 2012 vist til sammenligning.

EU-Kommissionen anvender i deres konsekvensvurdering et
breendselsprisscenarie med priser, der er hgjere, end hvad der forudses bade
af Futures-markedet og Energistyrelsen (der baserer sine tal pa IEAs World
Energy Outlook).

Markedspriser og modelberegningspriser

Priserne som er anvendt i modelberegningerne for Futures-scenarierne (afsnit 5) er fra d. 25.
februar 2014, mens markedspriser behandlet i afsnit 4 er Futures-priser pr. d. 5. september
2014. Der er dog ikke neevneveerdige forskelle i inputpriserne i perioden fra februar til september
2014. Eksempelvis er gaskontrakter for 2015 kun steget knap 1 EUR/MWh, kul er p& ca. samme
niveau, CO,-prisen er faldet knap 1 EUR/t, nordiske elpriser er steget godt 2 EUR/MWh, mens
den tyske pris er stort set usendret.
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Figur 4 Breendselspriser anvendt i modelkarsler

EUR/GJ Breaendselspriser anvendt i scenarierne

2020 2025 2030

Figur 4 Braendselspriser anvendt i Futures- og EU-scenarierne. Stiplede linjer for gas og fuldt
optrukne linjer for kul. Priserne fra Energistyrelsens Basisfremskrivning 2012 er indsat som
reference.

Kilde: EU, 2013; Futures hentet fra ICE 25-02-2014; ENS 2012b

Figur 5 COz-kvotepriser anvendt i scenarierne
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Figur 5 Kvotepriser i de forskellige scenarier. Priserne fra Energistyrelsens Basisfremskrivning 2012
er indsat som reference.

Kilde: Futures hentet fra ICE 25-02-2014; ENS 2012b; EU 2013

Gas: stiplet

Kul: fuldt optrukket linje
B EU-scenarier

B Energistyrelsen 2012

Futures-scenarier

B Scenarie 4 EU GHG40
B Energistyrelsen 2012
B Scenarie 5 EU GHG40 + EE + VE

Scenarie 1 Futures
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Der er lagt et scenarie ind for udbygning og skrotning af kernekraft, vandkratft,
landvind og sol helt frem til 2035, s& modellen ikke har mulighed for at
investere i disse teknologier. Scenariet er baseret pa politiske udmeldinger om
udbygning frem mod 2020 samt forventninger til udbygningen efter 2020.
Kernekraft er politisk styret, hvilket ses med bade den tyske plan for udfasning
og den engelske beslutning om at statte opfgrelsen af Hinkley Point C. For
landvind og vandkraft skyldes brugen af et eksternt scenarie en vurdering af,
at den primeere begraensning for udbygning med disse teknologier er
velegnede placeringer, hvorimod gkonomien er god. Balmorel ville derfor
have overinvesteret i disse teknologier, da begraensninger grundet mangel pa
placeringer ikke er lagt ind i modellen.. For solceller er gkonomien typisk ikke
drevet af priserne i elspotmarkedet men af slutkundepriser og
nettomalerordninger o. lign. For offshore vind stoppes udbygningen i 2020,
hvorefter modellen selv investerer, hvis det er gkonomisk fordelagtigt.

For gvrige teknologier er der taget udgangspunkt i den nuveerende
kraftveerkspark og veerker, der er under opfarelse.

Derudover er der regnet med skrotninger af veerker baseret pa fglgende
levetider:

e  Dampturbineanleeg (kul, brunkul, gas, biomasse): 45 ar
e  Gasturbineanlzeg: 30 ar
e  Motoranleeg: 20 ar

| praksis er det muligt at levetidsforleenge anleeggene i adskillige ar udover de
ovenstaende levetider, mens andre anlaeg skrottes efter veesentligt kortere tid
end ovenstaende. Som eksempel pd sidstnzevnte kan naevnes de danske
kulkraftveerker, der er lukket ned i de seneste ar. Veerkernes levetid beror pa
en gkonomisk beslutning og forholdene i markedet, men vi har ikke i dette
studie inddraget effekten af elprisens udvikling pa beslutninger om
levetidsforleengelser.

Endelig er der lagt en antagelse ind for udbygningen af
transmissionskapacitet mellem landene, som dog varieres i scenarie 3
(Futures — reduceret transmission). Antagelserne baserer sig pa
transmissionssystemoperatgrernes  (TSO’ernes) udmeldte planer og
forventninger.
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4 Prisdannelsen historisk og pa
kort sigt

| dette afsnit redeggares for elprisernes historiske udvikling, markedets forventninger til udbud og
efterspargsel de naermeste ar og de vigtigste drivere for elpriserne. Faldende forbrug, gget antal
timer hvor kulkraft seetter elprisen i stedet for gaskraft, og prispres fra en hgjere andel VE i Norden
og Tyskland har resulteret i lavere elpriser de seneste ar. Markedsindikatorerne viser, at denne
tendens forventes at fortseette de neaeste fire ar, og at der under normale nedbgrsmaengder og
tilhgrende vandtilstramning til vandkraftveerkerne ligger en forventning om, at de danske og tyske
elpriser vil vaere neert sammenfaldende.

Med vores store transmissionskapacitet til nabolandene indtager Danmark en
rolle som transitland mellem det nordiske og det nordeuropaeiske elsystem.
Som transitland mellem Norden og Centraleuropa vil de danske elpriser blive
pavirket af vores nabolande — ba&de de nordiske priser funderet i et
vandkraftbaseret system og de nordeuropeeiske priser funderet i et termisk
(breendselsbaseret) system.

Figur 6 Arlige elpriser i Norden, Tyskland og Storbritannien

EURMWh  Arlige danske elpriser vs. naboomréder ® DK1 (Vestdanmark)
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Figur 6 viser arlige historiske elpriser og markedsforventningen mod 2017. De heloptrukne linjer er
historiske priser, og de stiplede linjer er Futures-kontrakter.

Kilde: Nordpool, EEX, APX (Futures-kontrakter fra d. 05.09.2014)
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De danske elpriser bliver overordnet set bestemt af forbrugsudvikling,
breendselspriser, udbygning af VE og kernekraft, samt mulighederne for at
udveksle el med vores nabolande, dvs. kapaciteterne af
transmissionsforbindelser mellem landene. Uden steerkere
transmissionsforbindelser mod nabolandene vil den forventede udbygning af
VE og atomkraft i Norden fgre til meget lave priser i Norden (jf. afsnit 5.3 hvor
reduceret transmission behandles).

| enkelte ar vil seesonmaessige udsving i fyldningsgraden af vandreservoirerne
i Norden imidlertid pavirke det generelle prisniveau i Danmark. Denne effekt
er tydelig, nar der ses pa den historiske udvikling, men da disse udsving er
sveert forudsigelige, ses de kun begraenset i Futures-markedet.

| de nedenstdende sektioner gennemgas den historiske prisudvikling og
forventningerne til de danske elpriser pa den korte bane. Afslutningsvis
diskuteres faktorer, der pavirker den danske prisudvikling.

4.1 Historisk prisudvikling

Elpriserne var generelt stigende til frem mod midten af 2008. Figur 6 viser, at
finanskrisen, som resulterede i kraftigt faldende ravarepriser, kvotepriser og
faldende elefterspargsel, farte til et markant fald i elpriserne mod 2009. P&
trods af generelt lav efterspgrgsel de efterfglgende ar sikrede stigende
breendselsomkostninger (jf. Figur 7), lave nedbgrsmaengder og koldt vejr i
Norden hgjere priser i 2010 og store dele af 2011, seerligt i @stdanmark.

Et betydeligt dyk i kvoteprisen, lavere kulpriser og stor nedbgr i 2011 og 2012
forte til meget lave priser i 2012 (seerligt i Norden). Kul- og kvotepriser
fortsatte faldet i 2013, hvilket farte til lavere tyske elpriser. Pga. mindre nedbgar
endte elprisen i 2013 alligevel en anelse hgjere i Norden.

| Figur 6 er elpriserne i Storbritannien ogsa afbilledet, da de er vigtige for
gkonomien i den kommende udbygning af transmissionskapacitet mod
England og Skotland. Der forventes flere kabler i drift i 2020-2025 (jf.
Appendiks 2 - Forudseaetninger), og derfor vil prisdannelsen i Storbritannien
pa sigt kunne fa betydning for de danske elpriser.

Pa elmarkedet i Storbritannien, hvor gaskraft seetter prisen i de fleste timer, er
de senere ars elprisfald i Norden og Nordvesteuropa udeblevet. Dette skyldes
bl.a., at gasprisen, der dykkede voldsomt i 2009, steg jeevnt frem mod 2013.
Det engelske "Carbon price floor” har siden 1. april 2013 sat et effektivt
minimumniveau for CO»-kvoter i Storbritannien. | 2013 og 2014 var COp-
prisen ca. 20 EUR/t i Storbritannien, hvilket ogsa forklarer noget af
prisdifferencen (ca. 6 EUR/MWh ved nuveerende niveau). Frem til 2020 er
bunden for CO-prisen i Storbritannien fastfrosset pa knap 22 EUR/t".

2 Oprindeligt var malsaetningen, at bunden for CO,-prisen pa det engelske marked skulle stige fra
16 £/ti 2011 til 30 £/t i 2020 og videre mod 70 £ i 2030. | marts 2014 frgs den engelske regering den
aktuelle bund for CO,-prisniveauet frem til 2020 (ACC 2014).
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Figur 7 Breendsels- og CO,-priser
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Figur 7 viser arlige historiske breendselspriser, samt markedsforventningen mod 2017. De
heloptrukne linjer er historiske priser, og de stiplede linjer er Futures-kontrakter.

Kilde: ICE (Futures-kontrakter fra d. 5.9.2014). Veerdierne for 2014 er veegtede middelveerdier af
historiske priser og Futures.

Det tyske elmarked var indtil 2011 i hgj grad afhaengigt af gasfyret kapacitet
for at handtere perioderne med hgit forbrug. Fra 2011 resulterede massiv
kapacitetsudbygning af vedvarende energikilder og billigere kulkraft i, at
gasfyret kraft fik feerre og feerre driftstimer. Prissaetningen i Tyskland
naermede sig i hgjere og hgjere grad den rene marginale omkostning knyttet
til elproduktion pa kul, hvilket gav darligere indtjeningsgrundlag for alle
elproducenter.

4.2 Markedets forventning til danske elpriser

Figur 6 viser at markedet under antagelse om hydrologiske normalar
(gennemsnitlige nedbgrsmaeengder) forventer, at de danske priser de neeste 3-
4 ar kommer til at ligge meget neer de tyske priser og en smule over det
nordiske prisniveau. Det generelle prisniveau nsermer sig de variable
omkostninger for kulkraft (kulmarginalen), hvilket er illustreret i Figur 11.

Ligeledes er forventningen til de tyske priser, som pavirker de danske priser,
at de vil naerme sig kulmarginalen i takt med, at VE udbygges, og at tysk
kulkraft mod 2018 vil blive endnu mere dominerende ift. tysk gaskraft i
prisseetningen (jf. Figur 13 for udvikling i tysk kapacitet og Figur 11 for
udvikling i forventede marginale omkostninger vs. elpriser).

Generelt prisseetter markedet stort set DK1 (Vestdanmark) og Tyskland ens,
mens DK2 (@stdanmark) har en anelse hgjere priser. Det er sandsynligt, at
markedet har tillagt en risikopraemie for, at DK2 er bundet steerkere op mod
det sydligste svenske "hgjpris”-omrade, SE4 (Malmg). | SE4 er der relativt
meget forbrug og mindre kapacitet, end de to nordiske omrader som DK1 er

B Kulpriser, CIF ARA (venstre akse)
B Gaspriser, TTF (venstre akse)

B CO2-priser (hgjre akse)
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forbundet med — nemlig NO2 og SE3. NO2 er et prisomrade i Sydnorge, som
er domineret af store flerarige vandreservoirer, mens SE3 er det omrade i
Sverige, hvor kernekraften er lokaliseret.

I nedenstaende boks kan ses en opsummering af markedets forventninger til
elpriser mod 2017.

Futures-markedets forventninger til elpriser mod 2017:

1. Elprisen falder svagt i det nordiske system, hvor kulmarginalen bliver
mere og mere prissaettende i takt med en hgjere andel VE.

2. Nordiske priser konvergerer med Tysklands, som i stigende grad
domineres af kulkraft som det marginale veerk og ligeledes vil have
@get prispres fra stgrre meengde VE i systemet.

3. De danske priser ligger over den nordiske systempris og meget teet pa
den tyske. DK2 ligger en smule over den tyske pris.

4. Elprisen er let stigende/konstant i det engelske gasdominerede system,
hvor der ogsa er indfgrt en prisbund for CO,-kvoter, som bidrager til
hgjere marginalomkostning for gaskratft.

4.3 Prisdannelse og Danmarks rolle som transitland

Figur 8 Danmark som transitland
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Figur 8 Hvor arstal fremgar, er det den fremtidige transmissionskapacitet, der er vist. Hvor to tal
fremgar, er det forste tal eksportkapaciteten fra Danmark.

Kilde: Appendiks 2 - Forudseetninger

Danmark ligger som transitland (jf. Figur 8) mellem det termisk dominerede
tyske marked og det vandkraftbaserede nordiske marked. Prisseetningen i
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Danmark kommer séledes bade til at afheenge af nedbarsmeengderne i
Norden og prisbilledet for de termiske vaerker.

Mens de centraleuropeeiske (herunder tyske) elpriser er forankret i et termisk
elsystem og dermed primaert dikteres af breendsels- og CO,-kvote-priser,
pavirkes de nordiske elpriser af fyldningsgraden i de nordiske vandreservoirer.
Omkostningen til vandkraftproduktion afggres af alternativomkostningen, der i
normalar typisk er omkostningen ved kondenselproduktion pa kul. |
situationer med mindre nedbgr i Norden (terar) vil dyrere vaerker blive
marginalt prisseettende (f.eks. gasfyrede anleeg), mens det i ar med rigelig
nedbgr (vadar) vil veere billige marginale anleeg, som kulkraftvarme eller
kernekraft, der vil vaere prisseettende. Da fyldningsgraden i de nordiske
vandreservoirer afheenger af nedbgren, vil priserne i det nordiske elsystem
derfor typisk opna hgijt niveau i ar med lille nedbgrsmaengde (f.eks. 2010) og
tilsvarende lavt niveau i &r med megen nedbgr (f.eks. 2012) (jf. Figur 6 og
Figur 9).

Figur 9 Hydrologisk balance og nettoimport i Norden
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Figur 9 Det ses, at drene med stgrst underskud p& den nordiske hydrologiske balance™ ogsa er de
&r med starst nettoimport for Norden generelt.

Kilde: Nordpool

I vddar med hgj fyldningsgrad i de nordiske vandreservoirer vil de danske
elpriser typisk ligge over det generelle nordiske prisniveau, mens danske
elpriser vil ligge under det nordiske prisniveau i terar. Det gstlige Danmark
(DK2) er transmissionsmaessigt bundet steerkere op mod Norden (1300/1700
MW mod Sverige) end Tyskland (600/585 MW). Derfor vil de — som det var
tilfeeldet i 2009 og 2010 — have hgijere priser end det vestlige Danmark (DK1),
nar priserne i Sverige — pga. af tgrar eller kernekraftproblemer — er hgjere end

'® Stgrstedelen af Nordens elproduktion kommer fra vandkraftvaerker. Hydrobalancen afspejler,
hvorvidt maengden i de svenske og norske reservoirer af vand og sne er over eller under normalen.

m Nordisk hydrologisk balance

B Total netto-import for hele Nordpool -

omradet



18. oktober 2014 | ANALYSE nr. 16 | Elprisscenarier 2017-2035 | Side 23 |

de tyske priser. Med etableringen af storebeeltskablet p4A 600 MW i 2011 er
prisforskellen mellem DK1 og DK2 blevet udjeevnet betydeligt. | perioder med
anstrengt systembalance vil flaskehalsproblemer dog kunne opstd pa
storebeeltsforbindelsen, som dermed vil resultere i prisdifferencer mellem de
danske prisomrader. Som neevnt i afsnit 4.2 har markedet pt. tillagt en
risikopreemie pa Futures-kontrakterne for DK2.

| Figur 9 ses, at Norden importerer, nar den hydrologiske balance er negativ,
mens Norden eksporterer, nar reservoirerne er fyldte. Danmarks nettoimport
af el er generelt negativ korreleret med nettoimporten i Norden. Nar den
hydrologiske balance er negativ og priserne hgije, treekker Danmark séledes
pa sin fleksible kapacitet og eksporterer el nordover.

Figur 10 Danmark som transitland
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Figur 10 viser, at den totale eltransit™ (inkl. b&de nord- og sydg&ende transit) har ligget relativt
stabilt de seneste mange &r. Dog ses en tendens til lidt hgjere transit, ndr der er nettoeksport (arlig
eksport minus arlig import) fra Norden. Der er typisk nettoeksport fra Norden i "vadar”, hvor den
billige vandkraftbaserede stram sendes sydpa til hgjprisomréderne.

Kilde: Energinet.dk, Nordpool

Som neevnt spiller Danmark en central rolle som transitland (jf. Figur 10), hvor
el sendes fra Tyskland til Norden og omvendt. | perioden fra 2008 til 2013
havde Danmark sdledes en transit af el pA gennemsnitligt 8 TWh om &ret.
Dansk el-transit har haft et relativt stabilt flow over arene, men er dog lidt
hgjere ved nettoeksport fra Norden, hvilket muligvis kan tilskrives, at den
nord/sydgaende kapacitet ogsd er hgijere. De  tysk-danske
transmissionsforbindelser er totalt p& 2365/2100 MW (hgjest i sydgaende),
mens de danske transmissionsforbindelser mod Norden er 3340/2980 MW.
Det er sdledes den tyske forbindelse, som i princippet er den begreensende
faktor for transitflowet. Reelt er den tilgaengelige kapacitet mod Tyskland langt
lavere, da kablet mellem DK1 og Tyskland ofte er begreenset i sydgdende

 Transit er her defineret, som den strgm der flyder gennem DK i en given time., dvs., den laveste
absolutte veerdi af dansk import og eksport i en given time. Der skelnes ikke mellem om strammen
flyder nordpé eller sydpa.

m Transit DK (bade nord- og sydgdende)

® DK nettoimport
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retning (seerligt i perioder med hgj vind). F.eks. i perioden fra 1. maj 2013 til
30. april 2014 var den gennemsnitlige tilgeengelige eksportkapacitet fra DK1 til
Tyskland 35 % af den nominelle kapacitet.

| perioder med kraftoverskud i Norden vil Danmark typisk opleve mere transit
af billig vandkraftbaseret el, som sendes sydpa til de dyrere termiske
prisomrader. Hvor der i sadanne situationer ikke er tilstraekkelig
transmissionskapacitet, vil prisdannelsen i Danmark ofte havne et sted
mellem lave nordiske elpriser og relativt hgjere termiskbaserede elpriser i
Tyskland.

4.4 Tyske elprisers pavirkning pa prisdannelsen i
Danmark

Figur 11 viser sammenhaengen mellem de marginale omkostninger for
henholdsvis kulkraft og gaskraft i forhold til elpriserne beregnet pa basis af 6-
maneders rullende gennemsnit af kul-, gas-, CO,-kvote- og elpriser. Det gra
band i figuren viser spsendet mellem gas- og kulmarginalen. Hvis
gennemsnitselpriserne ligger over bandet, far bade kulkraft og gaskraft
daekket deres marginale omkostninger, selv nar det forudseettes, at de
producerer hele dggnet (baseload produktion). Deres "Green spreads” eller
overordnede deekningsbidrag er positive (jf. Nedenstaende boks vedr. green
spreads for naermere forklaring). Hvis elpriserne ligger i midten af bandet, er
det kun kulkraft, som far deekket sine marginale omkostninger. Hvis elprisen
er under bandet, far hverken kul- og gaskraft deekket deres marginale
omkostninger (der vil dog typisk veere flere drifttimer inden for dggnet med
positive deekningsbidrag, men altsa ikke ved produktion over hele dggnet).

Green spreads, kul- og gasmarginalen.

Green spreads er et groft udtryk for deekningsbidraget pr. produceret MWh el pa et kraftveerk
med en generisk effektivitet og emissionskoefficient for aktuelt breendsel. For effektivitet (eller
virkningsgrad) benytter vi 38 pct. for kulkraft og 55 pct. for gaskraft. Green Dark Spread (GDS)
refererer til spreadet for kulkraft, mens spreadet for gaskraft kaldes Green Spark Spread (GSS).
Det opgares som forskellen mellem markedsprisen pa el og markedsomkostningen for breendslet
og CO,-kvoter, der anvendes til elproduktion. Omkostningselementet refereres oftest til som kul-
eller gasmarginalen.

Green spreads er en indikator for hvornar de respektive teknologier tiener penge og giver
dermed et fingerpeg om starrelsen af deres elproduktion. Reelt pavirkes deekningsbidraget ved
elproduktion dog af, om produktionen sker pa tidspunkter i Igbet af dggnet med relativt hgje
priser (peak) eller med relativt lave priser (off-peak). GDS og GSS er beregnet pa baggrund af
dagspriser (inkluderer alle dggnets timer). For et gaskraftveerk, der kgrer spidslast i timerne med
de hgjeste priser, giver GSS derfor ikke et klart billede af gaskraftsveerkets gkonomi. Dertil
kommer, at deekningsbidraget reelt ogsé pavirkes af, at den regnskabsmaessige omkostning for
braendslet (mest relevant for kul som lagres lsengere tid) ofte afviger fra markedsprisen.

Det ses i figuren, at de danske priser historisk har ligget mellem omkostninger
for den dyrere gaskraft (sverste del af bandet) og den billigere kulkraft
(nederste del af bandet), og i perioder meget teet pd de marginale
omkostninger for kulkraft. De tyske priser har i en periode ligget over eller teet
pa gaskrafts marginale omkostninger. Siden 2011 er omkostningen ved at fyre
med kul imidlertid faldet markant for at flade ud i midten af 2013, mens
omkostningerne ved gaskraft er steget stgt for igen at falde fra midten af
2013. Kombinationen af lavere kulmarginal og mere VE har meduvirket til at
saenke det generelle prisniveau de seneste ar. Parallelt med at det generelle
prisniveau er blevet lavere, er pristoppene i spidsbelastningsperioderne ogsa
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blevet beskaret som fglge af gget produktion fra solcelleanleeg i disse timer.
Den kombinerede effekt har fart til, at gaskraft har haft feerre driftstimer og
dermed medfart, at den tyske produktion er blevet omlagt mod mere kulkraft
og mindre gaskraft (jf. Fejl! Henvisningskilde ikke fundet.). Kulfyret
elproduktion i Tyskland steg fra 238 TWh/ar i 2011 til 255 TWh/ar i 2013.
Forskellen pd 17 Twh/ar svarer til knap halvdelen af Danmarks arlige
elforbrug. Omvendt faldt den gasfyrede elproduktion med ca. 13 TWh i
tilsvarende periode.

Siden 2011 har kulkraft saledes veeret staerkt dominerende for prisseetningen
af den tyske elpris, som i denne periode har haft et relativt stabilt leje
svarende til et gennemsnitligt15 deekningsbidrag pa kulkraft p& 8-10
EUR/MWh. Det seneste ar (2014) har der veeret faldende deekningsbidrag pa
kulkraft. Denne tendens har veeret tydelig i Futures-markedet, dels i det
umiddelbare markedsbillede af udviklingen de naeste par ar frem (jf. Figur 11)
og dels i den lgbende forventning til deekningsbidraget for kulkraft i det
farstkommende ar (jf. Figur 14).

Figur 11 Elpriser vs. marginale driftsomkostninger for kul- og gaskraft
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Figur 11 viser 6 maneders rullende gennemsnit af danske og tyske elpriser, samt den nordiske
systempris. Det gra skraverede band er spaendet mellem de marginale omkostninger for kul- og
gaskraft (ogs& 6 maneders rullende gennemsnit). Kulkraft er den nedre del af bandet, mens gaskraft
er den gvre del af bandet. Veerdier fra 2007 til august 2014 er historiske, mens veerdier fra 2015 er
Futures-kontrakter. Futures-kontrakterne er en indikation af markedsforventningen for de neeste tre
ar.

Kilde: EEX, Nordpool, SEB, ICE (Futures-kontraker pr. d. 5.9.2014)

' 6 maneders rullende gennemsnit

DK1 elpris
DK2 elpris
Tysk elpris
Nordpool systempris

Speendet mellem den marginale
omkostning for kul og gaskraft. Kulkraft er
den nedre del af bandet (med undtagelse
af perioden midt 2009 til midt 2010)
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En stgrre andel af kulkraft i den tyske kraftveerksportefglje (jf. Figur 13) vil
principielt skaerpe den indbyrdes konkurrence og seenke daekningsbidraget for
de tyske kulkraftveerker. Den tyske elpris pavirker det danske elmarked, og
dermed vil kulmarginalen ogsa sl& mere igennem pa det danske prisbillede. |
de seneste ar har de tyske og danske priser saledes bevaeget sig neermere
den rene kulmarginal.

Figur 12 Tysk kulkraft, gaskraft, vind, sol og eksport
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Kilde: Fraunhofer 2014 (Produktion), Data pr. 1.6.2014 fra Entso-E market data (Eksport)

Tyskland har (ligesom Danmark) oplevet en stor veekst i solceller over de
seneste par ar. Solceller producerer selvsagt hovedsagligt midt pa dagen,
hvor ogséa starstedelen af forbruget ligger. Dette medferer, at dyr gasfyret
elproduktion i mindre omfang bliver prisseettende. | Tyskland blev
solcellekapaciteten fra 2011 til 2013 gget med 11.700 MW til 35.700 MW
(Bundesnetzagentur 2014b). En fremtidig udbygning af sol i Tyskland vil
saledes ogsa bidrage til at gge prispresset pa de danske priser.

dget tysk eksport

| perioden fra 2011 til 2013 er bade kulkraftproduktionen og den vedvarende elproduktion i Tyskland
steget mens gaskraftproduktionen er faldet. Samtidig er Tysklands nettoeleksport femdoblet — fra 6
TWh til over 30 TWh (jf. Fejl! Henvisningskilde ikke fundet.). | farste halvar af 2014 var den tyske
eksport 18 TWh (Fraunhofer ISE, 2014). Den imponerende eksportstigning er sket i en periode,
hvor der har veeret nedgang i det tyske elforbrug p& 14 TWh fra 2011 til 2013 (ENTSO-E, 2014) og
samtidigt sket en udbygning af VE samt &bning af nye kulkraftvaerker.

Tyskland eksporterer den stgrste maengde el i dagtimerne, bl.a. hjulpet pé vej af udbygningen med
solceller. Den vedvarende energiproduktion ville — i et system hvor Tyskland var en g — fortreenge
kulkraft i Tyskland. Pga. eksportmuligheden udkonkurrerer de tyske kulkraftvaerker i stedet dyrere
(evt. gasfyrede) veerker i bade Tyskland og nabolande.

u 2011

m 2012

m 2013
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Figur 13 Fremtidig udbygning af tysk kapacitet
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Figur 13 De kommende 5 &r vil Tyskland gge deres kapacitet af kulkraft, mens en del gasfyrede
kraftveerker lukkes ned. Desuden lukkes atomkraft i Tyskland som fglge af den energipolitiske
konsekvens efter atomkraftkatastrofen i Japan 2011. Det ses, at tysk nettokapacitet er faldende over
de naeste ar.

Kilde: Bundesnetzagentur 2014a

Futures-markedet viser at gasprisen forventes at stige betydeligt i forhold til
det nuvaerende elspotniveau (jf. Figur 7). Produktionen pa gaskraft i fgrste
halvar af 2014 faldt 25 % i forhold til farste halvar af 2013 og er mere end
halveret i forhold til fgrste halvar 2010 (Fraunhofer ISE 2014). Andringerne
skyldes bl.a. kombinationen af ny kulkraft-kapacitet (jf. Figur 13) og fortsat
udbygning med VE. Figur 13 viser yderligere, at der frem mod 2018 lukkes
ca.1000 MW gaskraft, som i 2018 erstattes af knap 1000 MW kulkraft.

Kulkraftkapacitet
Naturgasfyret kapacitet
Atomkraftkapacitet

Diverse (olie, affald, ikke VE)

Akkumuleret effekt
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Figur 14 Udvikling i tyske Green Dark- og Spark spreads farstkommende ar.
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Figur 14 viser udviklingen af de forventede tyske Green Dark og Spark spreads (GDS & GSS) i
perioden 1.1.2012 — 13.08.2014. GDS og GSS viser differencen mellem de marginale omkostninger
for henholdsvis kul- og gasfyret kraft og den tyske elpris, et groft udtryk for daekningsbidrag.
Veerdierne er 14-dages rullende gennemsnit af daglige veerdier. Der er taget udgangspunkt i
ferstkommende arskontrakt, dvs. n&r man star i 2012, ses der pa 2013-futuren, st&r man er i 2013,
ses der p& 2014-futuren, osv.

Kilde: ICE, SEB

B Tysk Green Dark Spread for

ferstkommende arskontrakt.

B Tysk Green Spark Spread for

ferstkommende arskontrakt.



18. oktober 2014 | ANALYSE nr. 16 | Elprisscenarier 2017-2035 | Side 29 |

5 Scenarier for elprisudviklingen
| perioden 2017-2035

Fem elprisscenarier for perioden 2017-2035 er analyseret ved brug af Balmorelmodellen.
Resultaterne viser, at kraftveerkerne har meget sma deekningsbidrag i de neeste ca. ti ar. Dette
betyder fa nyinvesteringer i modellen, sa frem mod 2025 bliver kapacitetsbalancen mere og mere
stram, hvilket farer til stigende elpriser og til, at prisdannelsen flytter sig fra en stort set ren
kulmarginal til i hgjere grad at veere pavirket af gasmarginalen. Dette understgttes yderligere af, at
der ikke er gkonomi i at bygge kulkraftvaerker frem mod 2035 i nogen af scenarierne. De politiske
valg ifm. EU's 2030-malseetninger far stor indflydelse pa elspotprisdannelsen i Danmark, idet de
pavirker bade elforbruget, maengden af VE og CO,-kvoteprisen. Indfarelsen af et regionalt
kapacitetsmarked medfarer, at elpriserne i Danmark bliver reduceret med henholdsvis 3
EUR/MWh i 2025 og 7 EUR/MWh i 2035 i forhold til scenariet uden kapacitetsmarked,
hovedsageligt pga. fraveeret af ekstrempriser. Forsinkelse af udbygningen af
transmissionsforbindelser fra Danmark og Norge til England og Skotland medfgrer, at elpriserne i
2025 er knap 4 EUR/MWh lavere sammenlignet med scenariet uden forsinkelser.

| dette afsnit preesenteres resultaterne af Balmorelkgrslerne. Der ses alene pa
elpriserne. En sammenligning af de modelberegnede priser og Futures-
priserne pa kort sigt er beskrevet i Appendiks 3 — Validering af model, mens
investeringerne der foretages i de forskellige scenarier fremgér af Appendiks
4 - Investeringer.

5.1 Strammere kapacitetsbalance farer til hgjere priser

| Figur 15 ses resultater for elpriser i perioden frem mod 2035, beregnet med
fastlaste Futures-inputpriser for kul, gas og CO,-kvoter. Der ses generelle
prisstigninger i alle omrader bortset fra Storbritannien, hvor prisen holder sig
nogenlunde stabil pd 55-60 EUR/MWh i hele perioden, med en enkelt
undtagelse i 2020. Den lavere pris i dette ar skyldes, at der fra 2017 til 2020
bliver idriftsat 3,4 GW transmissionskapacitet fra fastlandet, hvilket afhjeelper
en stor del af kapacitetsmanglen. Hertil kommer, at yderligere 30 TWh/ar
vindkraftproduktion gar i drift fra 2017-2020, hvilket giver en midlertidig
reduktion i elprisen.

Da kul-, gas- og CO.-kvotepriserne er konstante, og biomassebraendsels-
priserne kun stiger svagt fra 2020 og frem, er den eneste forklaring pa
gendringerne i prisen, at kapacitetsbalancen bliver mere stram i takt med at
gamle veerker treekkes ud af markedet. Det farer til flere timer med hgjere
priser. Den norske elpris stiger ikke lige s& meget som de gvrige lande, da
den store vandkraftkapacitet resulterer i, at der ikke er behov for investeringer
i ny kapacitet. Danmark far i modelkarslerne knap sa hgje elpriser som
Tyskland pga. neerheden til den bilige norske vandkraft. Storbritannien
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oplever allerede sa stor effektknaphed, at det i et system uden
kapacitetsmarked vil veere rentabelt at etablere spidslastanleeg pa
kommercielle vilkar i 2017. Rentabilitet pA kommercielle vilkar betyder, at et
spidslastanleeg kan forrentes alene ved indteegter fra elspotmarkedet, hvilket
indebzerer, at prisloftet skal rammes ca. 15 timer pa et ar. | disse timer bliver
man ngdt til at begraense elforbruget pga. utilstraekkelig produktionskapacitet.
For Tyskland og Danmark indtreeffer effektmangel fra 2025 og bliver s
hyppigt et problem i 2030, at der bliver gkonomi i at investere i spidslastanlaeg
pa kommercielle vilkar. Dette forklarer stgrstedelen af stigningen i de tyske og
danske priser fra 2025 til 2030. Det skal bemaerkes, at der i praksis vil veere
meget stor usikkerhed om, hvor ofte prisloftet rammes, og markedsaktgrerne
vil derfor kreeve et risikotilleeg, der ggr, at antallet af timer formentlig skal
hgjere end 15 i gennemsnit, fgr der investeres.

Figur 15 Middel-elpriser i Futures-scenariet
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Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

Da nyinvesteringer skal forrentes, ses en udvikling mod generelt stigende
priser, hvor markedet gar fra, at det primaert er kulkraftveerker, der seetter
prisen, til at det i hgjere grad bliver gasfyrede kraftveerker. Gasmarginalen (for
et veerk med 55 % virkningsgrad) i Futures-scenariet (scenarie 1) er ca. 48
EUR/MWHh. Det ses ud fra Figur 16, at gas er marginalprissaettende i 2 % af
timerne i 2020, 9 % af timerne i 2025 og 19 % af timerne i 2030. Pga. den
manglende udbygning med offshore vind i Futures-scenariet optreeder der kun
fa timer, hvor elprisen gar i nul.

B Storbritannien
m Tyskland
B Danmark

Norge
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Figur 16 Varighedskurver for danske elpriser i scenarie 1 (Futures)
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Figur 16 Bemeerk at aksen er skaret af ved 100 EUR/MWh.

Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

5.2 Betydningen af kapacitetsmarked

Som tidligere naevnt bidrager ekstrempriser udlgst af kapacitetsmangel
veesentligt til de stigende elpriser. Hvis der indfgres et kapacitetsmarked, vil
det sikre, at der tilvejebringes tilstraekkelig kapacitet til, at der altid kan dannes
priskryds pa elspotmarkedet. Det betyder, at prisloftet aldrig vil rammes,
hvilket fgrer til en betydelig reduktion af elprisen. | de tilfeelde, hvor
kapacitetsmarkedet farer til, at der investeres i anleeg med lave
marginalomkostninger, vil kapacitetsmarkedet have en generel deempende
effekt pa eIprisean. Dette er dog kun tilfeeldet i begraenset omfang i
beregningerne, da skrotningsforlgbet er uafhaengigt af gkonomi og ens i alle
scenarier.

For Danmark resulterer et kapacitetsmarked i 3 EUR/MWh lavere priser i
2025 end i scenariet uden kapacitetsmarked. | 2030 og 2035 er elprisen 7
EUR/MWHh lavere.

'8 Alternativt (og maske mere sandsynligt p& den korte bane) kan et kapacitetsmarked ogsa fare til,
at eldre enheder med lave marginalomkostninger fastholdes i markedet. Dette skyldes, at
omkostningerne til at levetidsforleenge disse kan veere mindre end omkostningen ftil nyt
spidslastanleeg og afskrivningshorisonten vaesentligt kortere (hvilket giver lavere risiko). Dette vil
ogsa fare til lavere priser.

2035

2030

2025

2020

2017
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Figur 17 Middel-elpriser i scenarie 2 (Futures Kap. Mar.).
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Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

5.3 Betydningen af  transmissionsforbindelser  til
Storbritannien

Norden er i dag nettoeksportar af elektricitet i & med normale vejrforhold.
Med den forventede udbygning af VE og kernekraft i Norden vil der fremover
skabes endnu mere billig elproduktion i Norden. Bliver udviklingen ikke fulgt
op med udbygning af transmissionsforbindelser til omrader med hgijere priser,
vil det fare til lave priser i Norden. Modelberegningerne viser, at udskydelse
og reduktion af transmissionsforbindelser fra Danmark og Norge til England
og Skotland (som beskrevet i afsnit 3.2.1) reducerer arsmiddel-elprisen i
Danmark med 1,3 EUR/MWh i 2020, stigende til 3,6 EUR/MWh i 2025 (starre
effekt end kapacitetsmarkedet). Herefter aftager forskellen i takt med, at
prisdannelsen i Kontinentaleuropa (herunder Danmark) bliver mere
gashaseret, og eksporten til Storbritannien derfor bliver mindre end tidligere.

5.4 De politiske mals indvirkning pa elspotprisen
Kvoteprisen har direkte indflydelse pa prisdannelsen, og effekten er stor, nar
kulkraft er det marginale elveerk pa markedet. Det kan dog ses ud af
scenarierne, at de politiske mals pavirkning af elprisen er stgrre end blot
pavirkningen fra lavere marginalomkostninger pa de fossilt fyrede vaerker. Det
lavere elforbrug i scenarie 5 (EU GHG40 + EE + VE) reducerer behovet for
effekt og udskyder tidspunktet, hvor kapacitetsbalancen bliver sa stram, at der
bliver gkonomi i at investere i spidslastanlaeg pa kommercielle vilkar.
Derudover medfarer det, at kul er marginalprisseettende i en stgrre del af
timerne i stedet for gas.

VE-mélsaetningen har desuden stor pavirkning pa elspotmarkedet. Dette sker
bade gennem reducerede kvotepriser, og ved at stattet VE-produktion vil blive
presset ind i systemet og fortraenge produktionsformer med hgjere variable

B England
® Tyskland
® Danmark

Norge
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omkostninger. Pga. de begraensninger der er sat op for modellen, kan
modellen alene indfri VE-malet gennem investeringer i traepille-kraftveerker
eller havvindmgller, samt gget drift pa eksisterende biomassefyrede veerker i
det omfang, at der er uudnyttet kapacitet. Den store maengde hawvind
resulterer i en reekke timer med nulpriser, hvor vindkraft ma standes og en
stort antal timer med meget lave priser med brunkul eller atomkraft som
marginale kraftveerker.

| scenarie 5 (EU GHG40 + EE + VE) flyttes daekningen af en stor del af
omkostningerne fra elspotmarkedet til statteordninger til VE, og en lav
kvotepris sikrer, at de tilbagevaerende fossilfyrede enheder har lave
omkostninger.

Figur 18 Varighedskurver for elpriser i Vestdanmark 2035 (EU-scenarier)
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Figur 18 Elspotpriser sorteret efter starrelse i EU-scenarierne. Aksen er skaret af ved 180
EUR/MWh, s& elpriser pa prisloftet (3.000 EUR/MWHh) ses ikke.

Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

5.5 Sammenligning af scenarierne

Den resulterende elspotpris for Danmark'’ er vist i Figur 19. Det ses, at
Futures-scenarierne (scenarie 1, 2 og 3) giver de laveste priser farst i
perioden, mens EU-scenarierne (scenarie 4 og 5), pga. antagelse om hgjere
CO»-kvote og kulpriser, far en elpris, der er mere end 10 EUR/MWh hgijere i
2017. | takt med stigende priser pd seerligt COz-kvoter og en strammere
kapacitetsbalance gges elpriserne i scenarie 4 (EU GHG40) frem mod 2030.
Herefter falder den en anelse. Dette skyldes bl.a., at der ikke skrottes lige sa
mange veerker fra 2030-2035 som i de gvrige perioder, hvilket gar, at der
kommer feerre timer med prisspidser, fordi kapacitetsbalancen bliver knap sa
stram. Hertil kommer den fortsatte udbygning med landvind og solceller og

" Dansk elpris er middel af @st- og Vestdansk elpris, der stort set er identisk.

B Scenarie 4 EU GHG40

B Scenarie 5 EU GHG40 + EE + VE
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billigere havvind. Med de anvendte forudsaetninger falder LCOE®® for hawvind
fra knap 100 EUR/MWh i 2017 til 78 EUR/MWh i 2030 og 67 EUR/MWh i
2035.

Figur 19 Middel-elpriser for Danmark i de forskellige scenarier
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Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

% |evelised cost of electricity = Arlige investerings- og driftsomkostninger divideret med antal
driftstimer over aret.
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6 Kraftveerkernes indtjening

Alle scenarierne peger pa, at de termiske vaerker fyret med kul og gas vil kere med meget sma
deekningsbidrag de kommende ti ar. Dette vil fgre til et udskillelseslgb, hvor nogle veerker vil lukke,
og de tilbageveerende vil have en bedre mulighed for en fornuftig indtjening. Udlandsforbindelser
(seerligt til England) kan forbedre gkonomien for kraftveerkerne noget, men hvis udlandet indfgrer
et kapacitetsmarked — og Danmark ikke ger det — vil det ga ud over indtjeningen for danske
veerker. Vedtages en ambitigs klimapolitik, vil det forveerre gkonomien i kulkraft betydeligt og gare
drift af kulkraft i 2035 urentabelt. Gasfyrede veerker er ngdsaget til at basere deres businesscase
pa indtjening i meget fa timer, hvilket er risikofyldt. | modelkarslerne bliver helt op til halvdelen af
deekningsbidraget hentet i de fa timer, hvor elprisen rammer prisloftet.

6.1 Spreads

For kraftveerksejere vil det typiske vaere langt mere interessant at kigge pa
spreads frem for elpriser, idet elpriserne i vidt omfang fglger omkostningerne
for termisk elproduktion, og hgje priser derfor ikke ngdvendigvis er lig hgj
indtjening.

Spreads, der er beskrevet neermere i boksen i afsnit 4.4, er elprisen fratrukket
de variable omkostninger og udtrykker deekningsbidraget for et veerk. To typer
af spreads er af seerlig interesse.

- Green Dark Spread (GDS): Elpris fratrukket omkostninger til variabel
drift og vedligehold (D&V), kul og CO»-kvoter for et kulkraftveerk med
38 % virkningsgrad og 2 EUR/MWh variabel D&V.

- Green Spark Spread (GSS): Elpris fratrukket omkostninger til
variabel D&V, gas og CO,-kvoter for et gasfyret kraftveerk med 55 %
virkningsgrad og 2,5 EUR/MWh variabel D&V.

| Figur 20 er vist GDS for et kulfyret vaerk i Vestdanmark i 2035. Veerdien
viser det gennemsnitlige deekningsbidrag, hvis veerket karte alle timer over
aret. | scenarier med mange lave priser vil GDS undervurdere gkonomien,
idet veerket ved nedregulering eller nedlukning har mulighed for at undga en
del af det gkonomiske tab, der opstdr som fglge af timer med negative
deekningsbidrag. Generelt er GDS for Vestdanmark stigende i takt med, at det
nuvaerende overskud af kulfyret kapacitet bliver reduceret.

Generelt er deekningsbidragene meget sma pa eksisterende vaerker frem mod
2025. | EU-scenarierne bliver gkonomien meget darlig i 2035. | scenarie 4
(EU GHG40) pga. hgje kvotepriser, og i scenarie 5 (EU GHG40 + EE + VE)
pga. lav efterspgrgsel og prispres fra VE. Kun i Futures-scenarierne bliver
gkonomien i kulkraft mere attraktiv i 2030 og 2035. Det er dog ikke sikkert, at
et GDS pa ca. 15-20 EUR/MWh vil veere tilstreekkeligt til at sikre investeringer
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i Ievetidsforlaengelserlg. Seerligt ikke hvis veerkerne skal igennem mere end ti
ar med GDS teet pa nul. Iflg. Ifelge Energistyrelsens teknologikatalog (ENS,
2014) koster fast D&V pa et kulkraftveerk 57.200 EUR/MW/ar, hvilket kan
overseettes til et behov for et GDS over 7 EUR/MWh for at undga tab pa
eksisterende aktiver.

Det kan derfor teenkes, at tempoet for kraftveerkslukninger er undervurderet i
forudsaetningerne til modelberegningerne, og at disse vil ske mere accelereret
over det naeste arti end forudsat. Safremt veerkerne lukker hurtigere, vil
priserne stige tidligere end beregnet som fglge af den strammere
kapacitetshalance og et hurtigere skift fra kul- til gasmarginal. Dette vil
forbedre vilkarene for de tilbageveerende veerker.

Hvis udlandet indfgrer et kapacitetsmarked, og Danmark ikke gar det, vil det
fa stor negativ indflydelse pa gkonomien pa danske kraftvaerker. Det kan ses
ved at sammenligne GDS for scenarie 1 (Futures) og scenarie 2 (Futures med
kapacitetsmarked). Hvis prisen aldrig rammer prisloftet, som fglge af
kapacitetsmangel i det nordeuropeeiske elsystem, og danske vaerker samtidig
ikke modtager kapacitetsbetaling, vil det forveerre gkonomien betydeligt (ca. 7
EUR/MWh i 2030 og 2035).

Ligeledes ses det i Figur 20, at udlandsforbindelser har en positiv indvirkning
pa kraftvaerkernes indtjening (forskellen mellem de to scenarier er 1,3
EUR/MWh i 2020 og 3,6 EUR/MWh i 2025).

Figur 20 GDS i Vestdanmark 2035
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Figur 20 Green Dark Spreads (elpris fratrukket kulmarginal) sorteret efter starrelse i Futures- og EU-
scenarierne.

Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

19 15-20 EUR/MWh er ca. halvdelen af, hvad afskrivninger af investeringen og fast D&V koster for et
nyt kulkraftveerk.

Scenarie 1 Futures

Scenarie 2 Futures + red. trans.
Scenarie 3 Futures + kap.mar.
Scenarie 4 EU GHG40

Scenarie 5 EU GHG40 + EE + VE



18. oktober 2014 | ANALYSE nr. 16 | Elprisscenarier 2017-2035 | Side 37 |

| Figur 21 ses varighedskurver pad GDS i 2035. Disse er konstrueret ved at
udregne deekningsbidraget i hver time. | ingen af scenarierne er der
tilstraekkelig gkonomi til at investere i kulkraft, men hvis der stod et
kulkraftveerk i Vestdanmark i 2035, ville det veere i drift stort set konstant i
Futures-scenarierne. | EU-scenarierne medfgrer de store meengder gvrig
kapacitet (bl.a. havvind) og hgjere kul- og kvotepriser, at veerkernes driftstid er
steerkt begraenset. | mange af de timer, hvor veerkerne kan veaere i drift, er det
desuden med sma spreads. | scenarie 4 (EU GHG40) er driftstiden med
positive spreads reduceret til ca. 500 timer pa et ar, hvilket, udover de
ovennaevnte faktorer, skyldes kvoteprisen pa 67 EUR/ton i 2035, der
resulterer i en kulmarginal pa lige over 100 EUR/MWHh.

Figur 21 Varighedskurver for GDS i Vestdanmark 2035

EUR/MWh  Green dark spreads DK1 2035
80
60 h
0 R
¥ \k\\‘_

40 R\ |

0% 20% 40% 60% 80% 100%

Figur 21 GDS (elpris i hver time fratrukket kulmarginal) sorteret efter starrelse. Scenariet med
kapacitetsmarked er ikke vist, da det ligger oven i Futures-scenariet, bortset fra de fa timer med de
hgjeste priser.

Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

Et effektivt gasfyret combined cycle veerk (CCGT-veerk) vil fA& endnu mindre
driftstid, hvis det stod opfert i Vestdanmark i 2035. Det er valgt ikke at vise en
arlig GSS, da veerkerne ikke er i drift i en meget stor del af timerne, og det
derfor er mere relevant at kigge pa varighedskurverne (Figur 22). | alle
scenarierne far veerkerne meget korte driftstider (knap 2.000 i Futures-
scenarierne og ca. 500 i EU-scenarierne). Dette resulterer i en usikker
businesscase baseret pa indtjening i fa timer. P& bade Figur 21 og Figur 22
er aksen skaret ved 80 EUR/MWh. | alle scenarierne optreeder der omtrent 15
timer, hvor prisen rammer prisloftet, hvilket er ngdvendigt for at sikre nye
spidslastanleeg pa kommercielle vilkar. Disse timer bidrager med over
halvdelen af daekningsbidraget fra elsalg for CCGT-veerkerne i 2035. Nar der
alligevel investeres massivt i CCGT i Danmark i 2035 i scenarie 1 (Futures)
skyldes det til dels, at varmesiden kan sikre fornuftig gkonomi i anleeggene pa
trods af de lave indteegter fra elsalg (jf. Appendiks 4 - Investeringer).

Scenarie 1 Futures

Scenarie 3 Futures + red. trans.

Scenarie 4 EU GHG40

Scenarie 5 EU GHG40 + EE + VE
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Figur 22 Varighedskurver for GSS i Vestdanmark 2035

EUR/MWh  Green spark spreads DK1 2035 ™ Scenarie 1 Futures
B Scenarie 3 Futures + red. trans.
80 .
B Scenarie 4 EU GHG40
60 B Scenarie 5 EU GHG40 + EE + VE
40 &-‘
20
O R — 1 1

0% 20% 40% 60% 80% 100%

Figur 22 GSS (elpris fratrukket gasmarginal) sorteret efter starrelse. Scenariet med
kapacitetsmarked er ikke vist, da det ligger oven i Futures-scenariet, bortset fra de fa timer med de
hgjeste priser.

Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel
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7 Vindmgllernes indtjening

Vindmgllernes indtjening afhaenger af elpriser i de timer, hvor vindmgllerne producerer. Derfor
afspejler den gennemsnitlige arlige elpris ikke det reelle indtjeningsgrundlag. | dette afsnit
fokuseres derfor pa det prispres, som en stigende andel af VE i elsystemet forarsager. Historisk
har en gget andel af vind medfart stigende prispres, da VE kannibaliserer deres egen
afregningspris ved at fortreenge dyrere produktion. Ved gget VE-udbygning i fremtiden vil denne
tendens blive forstaerket. Imidlertid reproducerer vores modelberegninger kun denne effekt i
begreenset omfang. Det skyldes formentlig, at Balmorelmodellen ikke i tilstreekkeligt omfang
medtager de eksisterende begraensninger for eltransmission, samt at modellen ikke medtager
start-stop omkostninger for kraftveerker.

Med stigende andel af VE i bade det nordiske og det tyske system, vil der
opstd et gget prispres, da VE-produktionen fortreenger anden dyrere
produktion. Dette udmenter sig i en lavere middel-elpris, men pavirker seerligt
den VE selv. Idet vindmgllerne og solcellerne presser prisen, nar de
producerer, oplever de typisk en afregningspris, der er lavere end
markedsgennemsnittet?’. Denne kannibaliseringseffekt bliver mere udtalt i takt
med, at der udbygges mere med VE.

7.1 Historisk prispres pa vindkraft

| Figur 23 kan ses, at det nedadgaende prispres fra vind i Danmark steg fra
8,5 % i2011til 13,6 % i 2013. | denne periode er kapaciteten gget noget, bl.a.
med idriftseettelsen af Anholt havvindmgllepark. Stgrstedelen af forklaringen
skal dog formentlig findes i den steerkt reducerede tilgeengelighed pa Jylland-
Tyskland-forbindelsen og den starre udbygning med vindkraft i nabolandene.
En del af det hgje prispres i 2013 kan desuden forklares ved, at der fredag d.
7. juni 2013 optradte 5 timer med ekstremt hgje priser omkring 15 kr./kWh. |
dette tidsrum var vindkraftproduktionen meget lav. Denne effekt tegner alene
1,5 procentpoint af prispresset for 2013. For 2014, hvor datagrundlaget kun
deekker til og med midt oktober, ses, at prispresset er reduceret til 2012-
niveau pa 10,1 %. Da sidste kvartal af 2014 ikke er inkluderet endnu, er det
vanskeligt at konkludere, om det arlige prispres i 2014 reelt bliver mindre end
2013. Dette afhaenger bade af den generelle balancesituation i Norden?, den
tilgeengelige transmissionskapacitet, og af hvordan vindkraftproduktionen
bliver i 4. kvartal, hvor der seesonmaessigt typisk er hgj vindkraftproduktion.

° Afregningen til vindmgller er den &rlige indtjening divideret med produktionen, mens
markedsgennemsnittet er gennemshittet af elspotpriserne hen over aret.

2 pr. uge 40 i 2014 var den hydrologiske balance i Norden en del under normalen (75 % fyldte
reservoirer mod en normal pd 85 %) (Nordpool, 2014). Dette kunne indikere en lettere presset
balancesituation, hvor risiko for hgijt prispres kan opsta ved hgj og fluktuerende vindkraftproduktion.
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Figur 23 Prispres pa elprisen fra dansk vindproduktion
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Uvaegtet og veegtet i forhold til vindproduktion
2012-priser

70 35%
60 30%
50—\ 25%
40 20%
0 - 15%
20 — 10%
10 —— 5%

0 : 0%

2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014

Figur 23 Det ses, at prispresset er steget fra 8,5 pct. i 2011 til 13,6 pct. i 2013. | 2014 (t.0.m. 10.10)
var prispresset 10 pct.

Kilde: Energinet.dk (Markedsdata udtraek pr. 10.10.2014)

I Norden er vindkapaciteten steget med 3000 MW til 10.500 MW fra 2011 til
2013, hvor Sverige, med 1500 MW ny vindkraftkapacitet, er det land i Norden,
der har udbygget mest vindkraft i denne periode (Nord REG, 2014). Tyskland
har i samme periode oplevet en vaekst i landbaseret vindkraft pa 3.300 MW til
samlet 32.000 MW i 2013 (Fraunhofer, 2014). | bdde Norden og Tyskland er
der en forventning om, at der fortsat vil blive investeret meget i vindkraft (se
f.eks. Appendiks 2 - Forudsaetninger).

Overordnet er den nordiske elproduktionskapacitet generelt vokset siden 2008
(Nord REG, 2014). Udbygningen har overvejende veeret ufleksibel VE-
kapacitet, hovedsageligt vind. Modsat har Danmark fra 2008 til 2013
reduceret sin kapacitet med ca. 35 % pa sine centrale termiske kraftvaerker,
svarende til ca. 2300 MW. Sterstedelen af reduktionen fandt sted mellem
2012 og 2013, hvilket bidrog til en nettoreduktion i Nordens samlede kapacitet
i disse ar. Set i et systemperspektiv indikerer dette, at kapacitetsbalancen er
blevet strammere i perioden. | perioder med meget forbrug og knappe
tilgeengelige ressourcer vil dette medfgre stgrre prisudsving i opadgaende
retning.

Gennemshnitlig prispres i pct. fra dansk

vindproduktion (hgjre akse)
DK2 elpris

[Stiplet] DK2 elpris veegtet ift.

vindproduktion (venstre akse)
DK1 elpris

[Stiplet] DK1 elpris veegtet ift.

vindproduktion (venstre akse)
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Figur 24 Akkumuleret nettokapacitet for vind-, vand- og termisk kraft i Norden
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Figur 24 Vindkraft udbygges stgt i Norden, vandkraft i mindre grad, mens den termiske kapacitet har
ligget relativt stille siden 2008. | 2012 skrottede Danmark 2300 MW af kapaciteten pa sine centrale
veerker.

Kilde: Nord REG 2014. Norden inkluderer DK, FI, NO og SE.

Som det ses af Figur 25, ligger det nordiske elforbrug nu pa omtrent det
samme niveau som far finanskrisen (2001-2005), men er langt fra forbruget
der blev observeret op til finanskrisen (2006-2008)

Fortsat udbygning af kapacitet med lave marginale produktionsomkostninger i
Norden® vil presse elprisen, hvis forbruget ikke tager til. | sddan en situation
vil Norden gge eksporten, hvis der er tilgaengelig kapacitet pa
udlandsforbindelserne. Stgrrelsen af dette generelle prispres vil afheenge af
transmissionsudbygningen mod udlandet (jf. scenarie 1 (Futures) vs. Scenarie
3 (Futures med reduceret transmission)).

2 Opgraderinger af svensk kernekraft, snarlig idriftseettelse af finsk kernekraft, og som nesevnt
udbygningen med VE under det feelles svensk-norske elcertifikatmarked.

® Akkumuleret vindkraftkapacitet i Norden
m Akkumuleret vandkraftkapacitet i Norden

B Akkumuleret termiskkapacitet i Norden
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Figur 25 Nordisk elforbrug 2001-2013
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Figur 25 Forbrugsudvikling i Norden (DK, SE, FI, NO) far, op til og efter finanskrisen.

Kilde: NordPool

7.2 Prispres pavind i scenarierne

Som beskrevet i forrige afsnit oplever vindkraft typisk en lavere afregning end
markedsmiddelelprisen, idet vindkraften presser elprisen i de timer, hvor den
producerer mest. Som det ses i Figur 26, reproducerer Balmorel kun denne
effekt i meget begreenset omfang. Det skyldes formentlig, at
Balmorelmodellen brugt i dette studie ikke i tilstraekkeligt omfang medtager de
eksisterende begraensninger for eltransmission mellem Danmark og udlandet,
ikke medtager de interne transmissionsbegraensninger i Norge og Sverige,
samt at modellen ikke medtager start-stop omkostninger for kraftvaerker®.
Farst sidst i perioden (2030-2035) opstar der et reelt prispres i scenarie 1
(Futures). Dette skyldes primzert, at vindkraften ikke far del i de ekstrempriser,
der opstar, nar kapacitetsbalancen bliver for stram. Disse priser indtreeffer pa
tidspunkter med hgijt forbrug og lav vindkraftproduktion.

3 praksis medfgrer start-stop omkostninger, at nogle veerker er ngdt til at producere i timer med
negative deekningsbidrag for at kunne tjene flere penge i andre timer med hgijt daekningsbidrag.
Dette farer til starre prisudsving, da der herved bade opstar perioder med lave priser, hvor veerkerne
er i drift, selvom de taber penge i den givne periode, da det ikke kan betale sig at slukke dem.
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Figur 26 Middel-elpriser og afregning for landvind i Vestdanmark
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Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

Figur 27 viser, at det modelberegnede prispres i scenarie 2 (Futures med
kapacitetsmarked) nar 5 % i 2030-2035. Dette er veesentligt under, hvad
presset er i dag. Det ses, at vindens manglende produktion i timer med
elpriser pa prisloftet ferer til et betydeligt prispres i scenarierne uden
kapacitetsmarked. Herudover ses det, at reduceret transmission, udover at
give generelt lavere elpriser, ogsé gger prispresset.

Figur 27 Prispres for landvind i de forskellige scenarier
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7.3 Prispres pasolceller i scenarierne

P& samme made som vindmgller presser elprisen, er der en effekt fra
solceller. Denne begynder sd smat at vise sig i disse ar, hvor der i enkelte
tilfeelde har veeret negative priser midt pd dagen som felge af stor
solcelleproduktion i Tyskland kombineret med en relativt stor
vindkraftproduktion.

Den farste maengde solceller vil dog typisk blive afregnet til elpriser som er
over den arlige gennemsnitspris pa elmarkedet, da der er et sammenfald
mellem hgijt elforbrug midt pd dagen og solcelleproduktion. | takt med at
udbygningen nar til meget store kapaciteter, er der dog sa stor produktion, at
denne effekt overdgves af, at solcellerne kannibaliserer deres eget marked.

P& samme made som prispresset blev udregnet for vindmgller i scenarierne i
afsnit 7.2, kan prispresset udregnes for solceller.

Pga. Danmarks temmelig steerke kobling til omverdenen (herunder det tyske
marked) vil en generelt stor produktion fra solceller medfare prispres pa
danske solceller, selvom den danske solcellekapacitet er lille ift. det danske
elforbrug.

Figur 28 Prispres for solceller i de forskellige scenarier
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Som det ses af Figur 28, er prispresset negativt i 2017, hvilket illustrerer den
farnaevnte effekt, hvor solceller afregner til over gennemsnitsmarkedsprisen. |
2020 ses, at prispreseffekten tager til, og i scenarie 2 (med kapacitetsmarked)
stiger prispresset til 8 %. For de gvrige scenarier er prispresset markant
hgjere, men dette skyldes primeert, at solceller ikke har nogen produktion i de
timer om vinteren, hvor prisloftet rammes, og hvor der er behov for
spidslastproduktion. Derfor slar effekten af ekstrempriser fuldt igennem og

Scenarie 1 Futures
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giver et prispres pa ca. 20 % i 2030 og 2035 i Futures-scenarierne uden
kapacitetsmarked. | scenarie 4 (GHG40) rammes prisloftet ligeledes, men her
er den relative effekt mindre, da priserne generelt er hgjere. | scenarie 5 (med
EE + VE) rammes prisloftet kun i 5 timer i 2030, mens effekten af manglende
produktion i timer med ekstrempriser slar fuldt igennem i 2035 med en
gennemsnitlig afregning for solceller pa 28 EUR/MWh mod en middelelpris pa
40 EUR/MWHh.
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Appendiks 1 - Balmorelmodellen

Heri gives en beskrivelse af Balmorelmodellen. Herunder modellens styrker og begreensninger i
forhold til at simulere energisystemet.

Elprisscenarierne er baseret pa en avanceret modellering af el- og
fiernvarmesystemerne med Balmorel-modellen (www.balmorel.dk). Modellen
minimerer de samlede omkostninger ved el- og fiernvarmeproduktion i det
modellerede omréde. Modelomradet er opdelt i regioner, som igen er opdelt i
fiernvarmeomrader. Elproduktion og elforbrug balanceres time-for-time i hver
region med indregning af eludveksling med andre regioner. | hvert
fiernvarmeomrade balanceres varmeproduktion og forbrug ogséa time-for-time.

Modellen beregner for hver time:

e El- og/eller varmeproduktion pa hver enhed i modellen

e Opladning og afladning af varmelagre

e  Eludveksling mellem regioner

e Markedsprisen pa el i hver region (beregnet som skyggeveerdien af
elbalanceligningen)

e Varmeprisen i hvert fiernvarmeomrade (beregnet som
skyggeveerdien af varmebalanceligningen)

Nuveaerende kapaciteter

- Anleg
- Lagre
- Transmission
Input data til scenarier 2017 Resultater
2017-2035 Balmorel med investeringer 2017-2035
- Breendsels og CO2 priser . ) - Elproduktion
Nyinvesteringer
- El og fiernvarmeforbrug - Varmeproduktion
- Fleksibelt elforbrug 2020 - Breendselsforbrug
) Balmorel med investeringer o
- Skrotninger - CO2-emissioner
. Nyinvesteringer .
- Nybygninger uden for - Investeringer
modellen 2025 - Elpriser
- Transmissionsudbygning ERIENE] A2 [MTEEETyEn - Eludveksling
- Afgifter og stattesystemer Nyinvesteringer - Omkostninger
- Data for 2030 - PSO
investeringsmuligheder Balmorel med investeringer - Indteegter fra afgifter
Nyinvesteringer
2035
Balmorel med investeringer
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Alle scenarier er gennemregnet to gange. Fgrste gang som en
investeringskarsel, hvor balmorelmodellen bygger nye kraftveerker eller
varmekedler, nar ekstra kapacitet medvirker til at minimere de samlede
omkostninger inden for aret. Da investeringsmodellen er beregningstung, er
disse karsler blevet kart med 13 uger, dvs. 2148 tidsskridt, som er blevet
udvalgt til at repreesentere variationen i VE-produktion og forbrug over aret sa
godt som muligt. Det er kontrolleret, at der er god overensstemmelse mellem
varighedskurven for residualforbrug for hele aret og de 13 repreesentative
uger.

Herudover er der kart en driftsk@rsel med alle 52 uger, hvor modellen ikke har
mulighed for at investere, men hvor kapaciteterne fra investeringskarslen er
lagt ind.

P& trods af den temmelig gode overensstemmelse mellem varighedskurven
for residualforbruget (forbrug fratrukket uregulerbar VE-produktion) i de to
karsler kan der optreede forskelle i antallet af timer, hvor kapaciteten er
utilstraekkelig og prisloftet rammes, da dette er meget fglsomt for sma
a&ndringer i residualforbruget. Dette har dog begraenset betydning for
resultatet.

Modellering af kapacitetsbalance

Modellen sikrer, at elforbruget altid kan opfyldes i alle timer i alle ar ved at
opstille den ngdvendige kapacitet, saledes at strammen leveres billigst muligt
(inklusiv investeringsomkostninger). Safremt der ikke indleegges en seerlig
sikring af kapacitetsbalancen, vil omkostningen til denne kapacitet tilfalde
elbalanceligningen (altsd elproduktion + netto-import = forbrug) i modellen,
hvilket resulterer i, at markedsprisen vil ramme prisloftet pa 3.000 € MWh i de
ca. 15 timer, der er ngdvendige for at sikre gkonomien i investering i et
spidslastanleeg (OCGT).

I modelkarslerne med kapacitetsmarked (scenarie 2) er kapacitetsbehovet
imgdekommet ved at indleegge kapacitetsligninger, som sikrer, at
elproduktionskapaciteten deekker spidslasten:

e Enregional kapacitetsbalanceligning, hvor kapacitetsveerdien af den
samlede installerede elkapacitet summeret over alle lande daekker
det simultane maksimalforbrug over alle lande tillagt 5 % (10-
arsvinter) suppleret med:

o En national kapacitetsbalanceligning, hvor
kapacitetsveerdien af den installerede elkapacitet i hvert
enkelt land plus halvdelen af elimportkapaciteten til landet
skal kunne deekke maksimalforbruget i landet tillagt 5 %
(10-arsvinter).

Vind tildeles en kapacitetsveerdi pA 5 % af den installerede effekt,
konventionelle veerkers kapacitetsveerdi er 95 % af installeret effekt, solceller
har en kapacitetsveerdi pa 0.

Den regionale kapacitetsbalance kan tolkes som, at landene i modellen
samarbejder om sikring af den ngdvendige produktionskapacitet og
nyinvesteringer, der bidrager til kapacitetsbalancen, og modtager en saerskilt
betaling (som set i dag via tvangskarsel, reservekraftbetalinger mv.).
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Den nationale kapacitetsbalance kan tolkes som, at hvert land i nogen grad
sikrer sin egen kapacitetsbalance og dermed ger sig mindre afheengig af
udlandet.

Kapacitetsligningerne betyder, at modellen kan veelge at investere i
elproduktionskapacitet, som ikke ngdvendigvis vil veere rentabel pa
markedsvilkar uden et kapacitetsmarked.



18. oktober 2014 | Analyse nr. 16 | Elprisscenarier 2017-2035 | Side 50 |

Appendiks 2 - Forudsaetninger

Heri uddybes de forudsaetninger, der er valgt til scenarierne.

| analysen er nedenstédende kategorier af data-input anvendt. Datareferencer
gennemgas for hver underkategori, og fuld kildereference er givet i fodnoter.

e Forbrug (tidsprofiler og arligt forbrug)
o Elforbrug
o Fleksibelt elforbrug
o Varmeforbrug

e VE (tidsprofiler og kapaciteter)

o Vindkraft
o Solceller
o Solvarme
o Vandkraft

e Kraftvarmeveerker, varmekedler og varmelagre

o Tekniske og gkonomiske data for eksisterende veerker
e Transmissionskapaciteter
e @konomiske og teknologiske data

o Braendselspriser

o Afgifter og stgttesystemer

o Investerings- og driftsomkostninger

o COy-kvotepris

Forbrug —tidsprofiler og arligt forbrug

Elforbrug. | Danmark er Energinet.dk’s analyseforudsaetninger 2014-2035**
anvendt til fremskrivning af elforbrug, og elforbrugsprofilerne er lavet pa
baggrund af historiske data fra 2011 fra Energinet.dk?>.

| gvrige lande er forbruget fremskrevet ud fra EU-Kommissionens
referencescenarie EU Energy Trends®. Som elforbrugsprofiler er anvendt
historiske 2011-data fra ENTSO-E?’. Alle data er korrigeret for nettab.

| scenarie 5 (EU GHG40 EE + VE) — scenariet med energibesparelser — er
der antaget en 6,4 % reduktion i elforbruget i 2030, hvilket stemmer overens
med Tabel 13 i EU-Kommissionens Impact Assessment for 2030-pakken®,
hvor den samlede elproduktion falder fra 3664 TWh/ar til 3431 TWh/ar i hele

2 Energinet.dk, 2014, Analyseforudsaetninger 2014-2035
http://www.energinet.dk/DA/El/Udvikling-af-elsystemet/Sider/Elforbrugsfremskrivninger.aspx
% Energinet.dk, 2014, Udtraek af markedsdata
http://www.energinet.dk/DA/EI/Engrosmarked/Udtraek-af-markedsdata/Sider/default.aspx
% EU Energy Trends to 2050, update 2013
http://www.e3mlab.ntua.gr/e3mlab/reports/trends_to_2050_update_2013.pdf

" ENTSO-E, 2011 "Hourly load values for all countries for a specific month”, 2011 data
https://www.entsoe.eu/db-query/consumption/mhlv-all-countries-for-a-specific-month/

%8 Commission Staff Working Document - Impact Assessment, EU-Kommissionen, 2014
http://eur-lex.europa.eu/legal-content/EN/T XT/PDF/?uri=CELEX:52014SC0015&from=EN


http://www.energinet.dk/DA/El/Udvikling-af-elsystemet/Sider/Elforbrugsfremskrivninger.aspx
http://www.energinet.dk/DA/El/Engrosmarked/Udtraek-af-markedsdata/Sider/default.aspx
http://www.e3mlab.ntua.gr/e3mlab/reports/trends_to_2050_update_2013.pdf
https://www.entsoe.eu/db-query/consumption/mhlv-all-countries-for-a-specific-month/
http://eur-lex.europa.eu/legal-content/EN/TXT/PDF/?uri=CELEX:52014SC0015&from=EN
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EU. Det er antaget, at reduktionen er 3,2 % i 2025 og ogsa 6,4 % i 2035 ift.
GHG40-scenariet.

Fleksibelt elforbrug. Fremskrivning af antal elbiler i Danmark pa baggrund af
analyse fra Energinet.dk’s analyseforudsaetninger 2014-2035. Tallene er
skaleret til andre lande séledes, at elbilerne udger den samme andel af
personbilparken i disse lande som i Danmark. Profil for opladning af elbiler er
lavet ud fra simuleringsmodel fra Green eMotion®® 0g egne antagelser.
Individuelle varmepumpers forbrug er en del af fremskrivningen af elforbruget
fra Energinet.dk’'s analyseforudsaetninger. Modellen investerer i store
varmepumper i fiernvarmen, nar det er gkonomisk optimalt. Elforbruget til
disse bestemmes af modellen.

Varmeforbrug. | Danmark er varmeforbrugsprofilen bestemt vha.
temperaturtidsseriedata fra Kgbenhavn og Arhus for 2011, og der er for andre
lande anvendt repreesentative temperaturprofiler3°. Fjernvarmeforbruget i
Danmark er opsplittet og estimeret i 28 omrader ud fra Energistyrelsens
Energiproducenttaelling, 2011*. Varmeforbruget til fiernvarme og proces i
andre lande er ligeledes opsplittet og estimeret efter produktionsformer ud fra
diverse opggrelser fra nationale myndigheder samt brancheorganisationer,
bl.a. AGFW for tysk kraftvarme®.

VE-tidsprofiler og -kapaciteter

Vindkraft. Offshore vind-profiler baseret pa time-for-time tidsserier for
vindhastigheder fra DTU Wind Energy*® for Nordeuropa og konverteret ved
brug af en model-effektkurve. Onshore vindprofiler pa time-niveau hentet for
2011 fra nationale TSO’er og skaleret med den installerede kapacitet.

Prognose for installeret onshore vindkraftkapacitet i Danmark er taget ud fra
Energinet.dk’s analyseforudsaetninger 2014-2035. | andre lande er
vindkapaciteten frem til 2020 fastlagt pa baggrund af National Renewable
Energy Action Plans (NREAP). Nuveerende og fremtidig VE-kapacitet indtil
2020 er baseret pd EU-medlemslandenes indmeldte National Renewable
Energy Action Plans. Dette deekker data for solceller, onshore og offshore
vind, vandkraft og pumpekraft.34 Data fra NREAPs er opdateret med seneste
politiske udmeldinger. F.eks. Hollands og Tysklands reducerede
ambitionsniveau pa hawvind (hhv. 2,2 og 6,5 GW i 2020). Scenarier for
udbygning af onshore vindkraftkapaciteten i 2030 er taget fra European Wind
Energy Association (EWEA)®, og der er interpoleret linegert fra 2020 til 2030.
| perioden 2030-2035 er der ekstrapoleret med en kapacitetstilvaekst, der er
det halve af niveauet i 2020’erne. Modellen investerer selv i offshore vind fra
2020 og frem.

% Dansk Energi, DEFU, Simuleringsmodel til Green eMotion, 2013
http://www.greenemotion-project.eu/

3% METAR temperaturdata for respektive lufthavne i Europa.

http://www.wunderground.com/history/

3L Energistyrelsen, 2012, Data udleveret af Kaj Steerkind

32 AGFW, 2011 “AGFW — Hauptbericht 2010”
http://www.agfw.de/zahlen-und-statistiken/agfw-hauptbericht/

% DTU Wind Energy, 2012, Offshore Wind Power Data. Tidsserier for vindhastigheder anvendt til
bl.a. Twenties-projektet WP16.1, 2012

34 EU-Kommissionen, 2010, http://ec.europa.eu/energy/renewables/action_plan_en.htm

% Data offentliggjort i rapporten "Connecting the sun”, EPIA, 2011
http://www.epia.org/fileadmin/user_upload/Publications/Connecting_the_Sun_Full_Report_converte
d.pdf


http://www.greenemotion-project.eu/
http://www.wunderground.com/history/
http://www.agfw.de/zahlen-und-statistiken/agfw-hauptbericht/
http://ec.europa.eu/energy/renewables/action_plan_en.htm
http://www.epia.org/fileadmin/user_upload/Publications/Connecting_the_Sun_Full_Report_converted.pdf
http://www.epia.org/fileadmin/user_upload/Publications/Connecting_the_Sun_Full_Report_converted.pdf
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De historiske onshore vindprofiler bliver til brug for beregning af fremtidige ar
korrigeret til et hgjere antal fuldlasttimer vha. effektkurver. Dette afspejler den
teknologiske udvikling mod hgjere og mere effektive vindmgller. Det
gennemsnitlige antal fuldlasttimer for landvindkraft i hele det modellerede
omrade stiger fra knap 2100 i 2017 til 2800 i 2035. En stigning pa 33 %. Mens
kapaciteten lidt over fordobles, bliver produktionen dermed negesten tredoblet.
Forbedringen er seerlig udtalt for de tyske vindmgller, der gar fra ca. 1650 til
2550 fuldlasttimer.

TWh Udvikling i onshore vindkraftproduktion
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Figuren herunder viser produktionen pa de havvindmgller, der er lagt ind i
modellen frem til 2020 inkl. reinvesteringer. Hertil kan komme produktion fra
havvind, som modellen investerer i efter 2020. Den svage stigning i
produktionen efter 2020 skyldes, at seldre havvindmglleparker udskiftes med
nye og lidt mere effektive parker, nar der reinvesteres.
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* For havvindmagller opfart frem til 2020 inkl. reinvesteringer.

Solceller. Produktionsprofiler for solceller er hentet fra de fire tyske TSO'ers
hjemmeside og fordelt pa de forskellige lande, da det ikke var muligt at finde
data for 2011 for andre lande end Tyskland. Prognose for installeret
solcellekapacitet i Danmark er ud fra Energinet.dk’s analyseforudseetninger
2014-2035. | andre lande er forventet kapacitetsudbygning frem til 2020 pa
baggrund af NREAPs. For 2030 benyttes den kapacitet, der forventes i 2020 i
EPIAs accelerated scenari036, et scenarie der antager, at EU deekker 8 % af
elforbruget med el fra solceller, hvilket vurderes som mere realistisk i 2030.
Fra 2020-2035 er der lagt en konstant tilvaekst ind, s& malet for 2030 krydses.

GwW Udvikling i solcellekapacitet
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Der antages ingen udvikling i solcellernes fuldlasttimer i de enkelte omrader,
da denne primeert afheenger af solindstralingen. | gennemsnit har solcellerne

% "Connecting the sun”, European Photovoltaic Industry Association, 2011
http://www.epia.org/fileadmin/user_upload/Publications/Connecting_the_Sun_Full_Report_converte
d.pdf


http://www.epia.org/fileadmin/user_upload/Publications/Connecting_the_Sun_Full_Report_converted.pdf
http://www.epia.org/fileadmin/user_upload/Publications/Connecting_the_Sun_Full_Report_converted.pdf
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ca. 1.000 fuldlasttimer, hvilket ggr, at figuren herover ogsa kan leeses som
produktionen i TWh.

Solvarme. Solvarmeprofiler for hhv. Vest- og @stdanmark er taget fra
Strandby og Jaegerspris Fiernvarme.®’

Vandkraft og pumpekraft. Data for nuveerende vandkraft- og
pumpekraftkapacitet er sammensat af mange datakilder for vandkraft og
pumpekraft i Norden og Tyskland, Schweiz, @strig, Frankrig. De veesentligste
er NREAP's, Eurelectric®® samt ENTSO-Es country packages.

Kraftvarmeveerker, varmekedler og varmelagre

Tekniske og gkonomiske data for eksisterende veerker i Danmark

| Danmark er der hentet tekniske oplysninger samt kapaciteter for kraftveerker,
varmekedler og varmelagre ud fra Energistyrelsens "Energiproducentteelling
20117, samt diverse offentlig tilgeengelig kraftvaerkoplysninger og kommunale
varmeplaner.

P& baggrund af disse oplysninger og vores viden om det danske elsystem har
Dansk Energi antaget nedenstdende scenarie for kapacitetsudviklingen i de
eksisterende veerker i Danmark. Figuren viser de veerker, der er lagt ind
eksogent i modelkarslerne (dvs. defineret af brugeren). Figuren indeholder
derfor ogsa enkelte biomassefyrede kraftvarmeanleeg, som Dansk Energi
antager vil blive bygget (a.h.t. varmesiden) som erstatning for de veerker med
stgrre elkapacitet, der forventes taget ud af markedet i de kommende ar.
Hertil kommer de veerker som modellen selv investerer i, hvilket afhaenger af
de scenarier, der analyseres. Frem mod 2020 finder en del
biomassekonverteringer sted (seerligt fra kul), og en del decentrale
naturgasfyrede veerker lukker som fglge af grundbelgbets bortfald.

MW Kapacitetsudvikling for eksisterende veerker i DK
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3" Solvarmedata, Dansk Fjernvarme et al., www.solvarmedata.dk
38 "power Statistic 2011”, Eurelectric, 2011
http://www.eurelectric.org/PowerStats2011/Facts.asp


http://www.solvarmedata.dk/
http://www.eurelectric.org/PowerStats2011/Facts.asp
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Veerkerne er i modelkarslerne tilgeengelige for bud i elspotmarkedet, og derfor
er ‘'mglposelagte’ veerker med forleenget startvarsel ikke medtaget. En del af
de oliefyrede anleeg, der er medtaget i karslerne er i praksis bundet til at
levere reservekraft, og herudover kan det teenkes, at en del af disse veerker vil
indga i en strategisk reserve pa sigt, hvilket ogsa vil fierne deres mulighed for
at byde i elspotmarkedet. Stgrstedelen af de oliefyrede anleeg udfases dog far
2020 og bliver qua deres hgje produktionsomkostning slet ikke aktiveret, far
de fiernes i modellen. Dette ggr, at resultatet ikke pavirkes af, hvilken oliefyret
kapacitet der antages frem mod 2025, hvor der bliver behov for ny
spidslastkapacitet i Danmark.

Ud over de her viste elkapaciteter er der ogsa regnet med etablering af en
reekke varmepumper og fliskedler i forskellige fiernvarmeomrader.

Tekniske og gkonomiske data for eksisterende veerker i udlandet

Platts database for eksisterende termiske anleeg i Nordeuropa er anvendt for
anlaeggenes tekniske egenskaber og alder.®® Desuden er Eurelectric, VGB
PowerTech, IEA etc. benyttet som supplerende referencer.

Falgende skrotningskriterier er anvendt for veerkerne i modellen:

e Dampturbineanleeg (kul, brunkul, gas, biomasse): 45 ar
e Gasturbineanlzeg: 30 ar
e Motoranleeg: 20 ar

Der er lagt scenarier ind for kernekraft. Det er antaget, at Tyskland og Belgien
udfaser kernekraft fgr 2025. Sverige og Frankrig fastholder nuvaerende
niveau, mens England, Holland og Finland udbygger.

Kapacitetsudviklingen for den eksogent givne kapacitet i modelkgrslerne ses i
figuren herunder. Kun en tredjedel af den nuvaerende kapacitet pa kul og olie
er tilbage i 2035, mens halvdelen af kapaciteten pa naturgas og brunkul er
tilbage. Kernekraft aftager let, mens vandkraft og biomasse + affald udbygges
lidt. Hertil kommer alle de investeringer modellen foretager sig og
udbygningen med vindkraft og solceller.

3% PLATTS World Electric Power Plant database, Marts 2012
http://www.platts.com/products/worldelectricpowerplantsdatabase


http://www.platts.com/products/worldelectricpowerplantsdatabase
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GW Kapacitetsudvikling i hele omradet
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Investerings- og driftsomkostninger for nye veerker

Omkostningsdata for fremtidig el- og varmeproduktionsteknologi er taget fra
Energistyrelsens Teknologikatalog*’, hvor specifik investering samt variabel
og fast drift og vedligehold er angivet fra 2015-2050. Estimater for solvarme er
fundet i Varmeplan Danmark 2010.**

Transmissionskapaciteter

Nuveerende oplysninger om eksisterende transmissionslinjer stammer fra
ENTSO-E Net Transfer Capacity (NTC) Matrix** og NordPool Spot.*®
Udbygning af transmissionsforbindelser er i Danmark antaget at folge
Energinet.dk’s analyseforudseetninger 2014-2035 suppleret med et DK-
England - kabel pa 700 MW, der er i drft fer 2025. @vrige
transmissionskapaciteter er fastlagt ud fra en gennemgang af TSO-
oplysninger og ENTSO-E Ten-Year Network Development Plan 2012.%

| tabellen star afsenderlande til venstre og modtagerlande gverst.

AT |BE |DE |DK2 |DK1 |FI FR |GB |IE NL |NO |SE
AT 7000
BE 2300 1400
DE | 7000 600 | 1500 2900 2500 615
DK2 585 600 1700
DK1 1780 | 590 1000| 740
Fl 2350
FR 3000 | 2500 2000

o Technology catalog; data for individual heating plants and energy transport, Energistyrelsen, 2013
http://www.ens.dk/info/tal-kort/fremskrivninger-analyser-modeller/teknologikataloger

41 Aalborg Universitet el al., 2011 "Varmeplan Danmark 2010”
http://vbn.aau.dk/files/39039850/Varmeplan_Danmark_2010_Hovedrapport.pdf

2 ENTSO-E, 2011 NTC Matrices 2010-2011
https://www.entsoe.eu/publications/market-and-rd-reports/ntc-values/ntc-matrix/

“3 Nord Pool Spot, 2014
http://www.nordpoolspot.com/Market-datal/Elspot/Capacities1/Capacities/KEY/Norway/
4 ENTSO-E, 2012b “Ten-Year Network Development Plan 2012”
https://www.entsoe.eu/major-projects/ten-year-network-development-plan/tyndp-
2012/Pages/default.aspx


http://www.ens.dk/info/tal-kort/fremskrivninger-analyser-modeller/teknologikataloger
http://vbn.aau.dk/files/39039850/Varmeplan_Danmark_2010_Hovedrapport.pdf
https://www.entsoe.eu/publications/market-and-rd-reports/ntc-values/ntc-matrix/
http://www.nordpoolspot.com/Market-data1/Elspot/Capacities1/Capacities/KEY/Norway/
https://www.entsoe.eu/major-projects/ten-year-network-development-plan/tyndp-2012/Pages/default.aspx
https://www.entsoe.eu/major-projects/ten-year-network-development-plan/tyndp-2012/Pages/default.aspx
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GB 2000 780 | 1000

IE 500

NL 946 | 2500 1000 700
NO 1000 700 3695
SE 615 1300| 680 | 2750 3995
Falgende nye linjer/opgraderinger er antaget:

Fra/til Navn Kapacitetsforggelse | Ar
DK1-NO Skagerak 4 700 MW | 2015
GB-FR ElecLink 1000 MW | 2017
DE-DK1* - 720/1000 MW | 2018
GB-BE Nemo 1000 MW | 2019
BE-DE Alegro 1000 MW | 2019
DK2-DE Kriegers Flak 400 MW | 2019
NL-DE Doetinchem-Wesel 1000 MW | 2019
NO-DE Nord.Link 1400 MW | 2019
DK1-NL Cobra 700 MW | 2020
FR-GB IFA 2 1000 MW | 2020
NO-GB NSN 1400 MW | 2020
DK1-GB VikingLink 700 MW | 2022
DK1-DE - 500 MW | 2025
NO-GB NorthConnect 1400 MW | 2025

* Kapaciteten pd DE-DK1 er asymmetrisk i dag. Den forventede opgradering

giver 2500 MW i hver retning.

Opgraderingerne giver falgende NTC-matrix i 2025, der ogsa antages at
geelde i 2035. | tabellen star afsenderlande til venstre, modtagerlande averst.

AT |BE |DE |[DK2 |DK1 |FI FR |GB |[IE NL [NO |SE
AT 7000
BE 1000 2300 | 1000 1400
DE | 7000 | 1000 1000 | 3000 2900 3500| 1400 | 615
DK2 985 600 1700
DK1 3000| 590 700 700| 1700 | 740
Fl 2350
FR 3000 | 2500 4000
GB 1000 700 4000 780 1000 | 2800
IE 500
NL 946 | 3500 700 1000 700
NO 1400 1700 2800 700 3695
SE 615] 1300 | 680 | 2750 3995

Tilgeengelighed af transmissionsledninger

Der er regnet med den historiske relative tilgeengelighed pa Vestdanmark-
Tyskland forbindelsen for 2011 (for at sikre konsistens med valget af
vindkraftprofil, der i hgj grad dikterer begraensningerne pa denne forbindelse).
I gennemsnit er der regnet med en tilgeengelighed pa 43 % fra Vestdanmark
til Tyskland og 48 % fra Tyskland til Vestdanmark.
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For gvrige forbindelser er der regnet med fuld tilgeengelighed.

Der regnes med 1 % tab i alle transmissionsledninger.

@konomiske og teknologiske data

Braendsler. Fremtidige braendselspriser er en scenarieparameter, og der er
hentet oplysninger fra Futures-markedet*®, Energistyrelsen®®, samt EU Energy
Trends to 2050*" (se Tabel 1 og Tabel 2). Breendveerdier og
emissionsfaktorer er taget fra Energistyrelsens beregningsforudsaetninger.
Som en simplificering er der regnet med samme braendselspriser for alle
veaerkstyper (centrale og decentrale). For alle prisscenarier er tilfgjet
selskabsgkonomiske transporttilleeg til centrale vaerker*® (se Tabel 3). Prisen
pa brunkul og tarv er sat til en tredjedel af stenkul. Uran antages at koste 1,88
EUR/GJ®.

Afgifter og stettesystemer. Elproduktion er ikke afgiftsbelagt i nogen af
landene, og der udbetales ingen stgtte til elproduktion pd VE i nogen af
scenarierne bortset fra scenarie 5 (EU GHG40 + EE + VE). Varmeafgifter for
Danmark er sat ud fra eksisterende regler fra Skatteministeriet geeldende fra
marts 2014°° og med indfgrelsen af forsyningssikkerhedsafgiften som i
regeringens lovforslag™, der nu er fiernet igen. For de kraftvarmevaerker, hvor
det er en fordel, betales der afgift efter E-formlen, ellers betales der efter V-
formlen. Store varmepumper betaler ikke PSO. Nationale afgifter og
stgttesystemer for andre lande er baseret pa DG Energy, Excise Duty Tables,
January 2013.%* Afgifterne fastholdes fra 2020 og frem i faste priser.

CO,-pris. COg-kvoteprisen er en scenarie-afheengig parameter, og
fremskrivninger af denne er hentet fra Futures-markedet®®, Energistyrelsen,
EU Energy Trends to 2050°° samt EU-Kommissionens Impact Assessment for
2030-pakken56 (se Tabel 4).

5 Futures hentet p& ICE d. 16/2-2014, https://www.theice.com/marketdata/reports/

“6 Danmarks Energifremskrivning 2012,
http://www.ens.dk/info/publikationer/danmarks-energifremskrivning-2012

“" EU Energy Trends to 2050, update 2013
http://www.e3mlab.ntua.gr/e3mlab/reports/trends_to_2050_update_2013.pdf

8 Tilleegget er udledt ved at benytte Energistyrelsens metodik for transporttilleeg. Gastransport er
justeret i forhold til geeldende tariffer i DK pr. 1.1.2014. Kilde: "Opdatering af samfundsgkonomiske
braendselspriser: KUL, OLIE og NATURGAS, marts 2011, Energistyrelsen.

“‘Projected Costs of Generating Electricity, 2010 edition, IEA/NEA
http://www.worldenergyoutlook.org/media/weowebsite/energymodel/ProjectedCostsofGeneratingEle
ctricity2010.pdf

= http://www.skm.dk/skattetal/satser/satser-og-beloebsgraenser/

3t "Offentlig hgring over Forslag til Lov om gendring af lov om afgift af elektricitet, lov om afgift af...”
https://hoeringsportalen.dk/Hearing/Details/16969

2 DG Tax, 2013 "Excise Duty Tables, Part Il — Energy Products and Electricity”

3 Futures hentet p& ICE d. 16/2-2014, https://www.theice.com/marketdata/reports/

>4 Danmarks Energifremskrivning 2012,
http://www.ens.dk/info/publikationer/danmarks-energifremskrivning-2012

5 EU Energy Trends to 2050, update 2013
http://www.e3mlab.ntua.gr/e3mlab/reports/trends_to_2050_update_2013.pdf

6 Commission Staff Working Document - Impact Assessment, EU-Kommissionen, 2014
http://eur-lex.europa.eu/legal-content/EN/T XT/PDF/?uri=CELEX:52014SC0015&from=EN


https://www.theice.com/marketdata/reports/
http://www.ens.dk/info/publikationer/danmarks-energifremskrivning-2012
http://www.e3mlab.ntua.gr/e3mlab/reports/trends_to_2050_update_2013.pdf
http://www.worldenergyoutlook.org/media/weowebsite/energymodel/ProjectedCostsofGeneratingElectricity2010.pdf
http://www.worldenergyoutlook.org/media/weowebsite/energymodel/ProjectedCostsofGeneratingElectricity2010.pdf
http://www.skm.dk/skattetal/satser/satser-og-beloebsgraenser/
https://hoeringsportalen.dk/Hearing/Details/16969
https://www.theice.com/marketdata/reports/
http://www.ens.dk/info/publikationer/danmarks-energifremskrivning-2012
http://www.e3mlab.ntua.gr/e3mlab/reports/trends_to_2050_update_2013.pdf
http://eur-lex.europa.eu/legal-content/EN/TXT/PDF/?uri=CELEX:52014SC0015&from=EN
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Tabel 1 Oversigt over gas- og kulpriser anvendt i de respektive scenarier sammenholdt med veerdier fra
Energistyrelsens beregningsforudsaetninger 2012. Futures-priser pa kul er fastlast fra 2020, mens de for gas er fastlast
fra 2019. Priserne inkluderer transporttilleeg til centrale veerker, som vist i Tabel 3.

EUR/GJ KoL CAS
Futures ENS 2012 EU Futures ENS 2012 EU

2015 2,40 3,14 3,75 7,65 7,97 9,35
2016 2,43 3,12 3,76 7,47 8,02 9,58
2017 2,44 3,10 3,77 7,17 8,06 9,81
2018 2,43 3,08 3,77 6,91 8,10 10,04
2019 2,46 3,10 3,78 6,60 8,22 10,28
2020 2,43 3,11 3,79 6,60 8,34 10,51
2021 2,43 3,12 3,82 6,60 8,44 10,41
2022 2,43 3,13 3,86 6,60 8,55 10,31
2023 2,43 3,14 3,89 6,60 8,66 10,22
2024 2,43 3,15 3,92 6,60 8,76 10,12
2025 2,43 3,16 Bi95 6,60 8,87 10,02
2026 2,43 3,17 3,98 6,60 8,96 10,22
2027 2,43 3,18 4,02 6,60 9,05 10,41
2028 2,43 3,19 4,05 6,60 9,14 10,60
2029 2,43 3,19 4,08 6,60 9,24 10,80
2030 2,43 3,20 4,11 6,60 9,33 10,99
2031 2,43 3,20 4,14 6,60 9,39 11,05
2032 2,43 3,21 4,18 6,60 9,45 11,12
2033 2,43 3,21 4,21 6,60 9,51 11,18
2034 2,43 3,22 4,24 6,60 9,57 11,25

2035 2,43 3,22 4,27 6,60 9,63 11,31
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Tabel 2 Oversigt over priser pa treeflis og treepiller anvendt i de respektive scenarier sammenholdt med veerdier fra
Energistyrelsens beregningsforudsaetninger 2012.

TRAFLIS TRAPILLER
EURIG) Futures (EA 2013) ENS 2012 EU (EA 2013) Futures (EA 2013) ENS 2012 EU (EA 2013)
2015 6,20 6,57 6,20 8,40 9,64 8,40
2016 6,20 6,64 6,20 8,40 9,71 8,40
2017 6,30 6,72 6,30 8,40 9,78 8,40
2018 6,40 6,80 6,40 8,50 9,85 8,50
2019 6,40 6,88 6,40 8,50 9,92 8,50
2020 6,50 6,96 6,50 8,50 9,99 8,50
2021 6,60 7,04 6,60 8,60 10,06 8,60
2022 6,60 7,12 6,60 8,60 10,13 8,60
2023 6,70 7,20 6,70 8,60 10,20 8,60
2024 6,70 7,29 6,70 8,70 10,27 8,70
2025 6,80 7,38 6,80 8,70 10,34 8,70
2026 6,90 7,46 6,90 8,70 10,41 8,70
2027 6,90 7,55 6,90 8,80 10,48 8,80
2028 7,00 7,64 7,00 8,80 10,55 8,80
2029 7,10 7,73 7,10 8,90 10,62 8,90
2030 7,10 7,83 7,10 8,90 10,69 8,90
2031 7,20 7,92 7,20 8,90 10,76 8,90
2032 7,20 8,02 7,20 9,00 10,83 9,00
2033 7,30 8,11 7,30 9,00 10,91 9,00
2034 7,30 8,21 7,30 9,00 10,98 9,00
2035 7,40 8,31 7,40 9,10 11,05 9,10

Tabel 3 Oversigt over transporttillaeg til breendsler pa decentrale henholdsvis centrale veerker. Som en simplificering er
kun tillzeg for centrale veerker anvendt i beregningerne. Det skgnnes ikke at pavirke resultatet neevneveerdigt. Centrale
tilleeg er indeholdt i breendselspriserne i Tabel 1 og Tabel 2 Kilde: jf. fodnote 37

EUR/GJ GAS KUL GASOLIE TRAFLIS TRAPILLER

Centralt 0,38 0,9 0,27 1,6 -
Decentralt 1,32 - 2,04 1,6 0,57
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Tabel 4 Oversigt over COg-priser i de respektive scenarier sammenholdt med veerdier fra Energistyrelsens
beregningsforudsaetninger 2012. Futures-priser er last fra 2020.

EURItons Futures EU EU ENS
25 februar 2014 GHG40 GHG40 EE RES30 2012
2015 6 5 5 13
2016 6 6 5 14
2017 7 7 6 16
2018 7 8 6 18
2019 7 9 6 20
2020 7 10 7 22
2021 7 12 7 23
2022 7 14 8 24
2023 7 16 8 24
2024 7 18 8 25
2025 7 21 9 26
2026 7 24 9 27
2027 7 27 10 27
2028 7 32 10 28
2029 7 36 11 29
2030 7 42 11 30
2031 7 46 13 30
2032 7 50 15 31
2033 7 55 17 32
2034 7 61 19 33
2035 7 67 22 33
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Appendiks 3 — Validering af model

Ved brug af Futures-priser for breendsler og CO,-kvoter som input er elprisen i
2017 beregnet. De modelberegnede priser viser rimelig overensstemmelse
med de faktisk observerede Futures-elpriser i markedet (jf. Figur 29).
Generelt ligger de modelberegnede priser lidt hgjere end Futures-priserne.
Der er regnet med den samme kvotepris i alle lande i modellen, og der er
derfor ikke taget hgjde for det engelske Carbon-price floor. Dette ville fare til
ca. 6 EUR/MWh hgjere priser i England57. Omvendt rammer modelkgrslen
allerede prisloftet i 15 timer i 2017 pga. kapacitetsmangel i Storbritannien.
Denne effekt gger middel-elprisen med ca. 5 EUR/MWh relativt til situationen
med tilstreekkelig kapacitet. Hvorvidt Futures-markedet inddrager eventuelle
prisspidser er uvist. Starst afvigelse ses for Holland og Norge. For Holland er
en mulig forklaring, at modellen undervurderer omfanget af hollandsk
kraftvarmeproduktion, der fgrer til lavere marginalomkostninger. Balmorel
simulerer en hgjere pris end Futures-prisen for NO1 (Oslo). Dette skyldes
formentlig, at Balmorel modellerer Norge som ét samlet prisomrade, dvs. ikke
medtager de interne flaskehalse i det norske transmissionsnet, som har
medfart, at Norge i virkeligheden er opdelt i fem prisomrader. Udover at NO1
er et lavprisomrade i forhold til de @vrige norske omrader, er en mulig
forklaring pa afvigelsen, at der kan veere regnet mere optimistisk pa
tilgeengeligheden af transmission til Danmark og Sverige end markedet
forventer. For de gvrige lande er afvigelsen under 5 % af Futures-prisen, dvs.
1-1,5 EUR/MWh.

5" pga. Carbon price floor (p& 21,5 EUR/ton i 2017 i modsaetning til det anvendte 6,6 EUR/ton) bar
elprisen i Storbritannien justeres ca. 6 EUR/MWh op (21,5-6,6) EUR/ton * 0,4 ton/MWh ~ 6
EUR/MWh, nér det antages, at CO,-indholdet i den prissaettende el er 0,4 ton/MWh, hvilket svarer til
et CCGT- veaerk med 50 % virkningsgrad.
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Figur 29 Modelberegnede priser og Futures i 2017
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Figur 29 Futures-pris for Sverige udregnet som forbrugsveegtet gennemsnit af prisomraderne SE1-

SE4. For Norge er prisen for NO1 anvendt. For gvrige omrader findes kun en pris.

Kilde: Futures hentet fra ICE ENDEX, EEX og NasdagOMX 25-02-2014
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Appendiks 4 - Investeringer

Modellens investeringsmuligheder
Starstedelen af kapacitetsudviklingen ligger fast frem mod 2020, hvorefter
modellen har mulighed for at investere i falgende teknologier:

e OCGT gas (laveffektive gasturbiner til spidslast)
e CCGT gas (hgjeffektiv gaskraftvarme)

e  Kulkraftvarme (kun i Tyskland og Holland)

e Treepillekraftvarme

e Offshore vind

Antagelsen om at der kun kan etableres kulkraft i Tyskland og Holland er
baseret pa politiske udmeldinger om udfasning af kulkraft i modelomradets
lande.

| Danmark er der desuden mulighed for at investere i disse teknologier til
varmeproduktion, nar de eksisterende produktionsenheder gar pa pension:

o Treefliskraftvarme
e Biomassekedler
e Varmepumper

Modellen udregner det gkonomisk optimale investerings- og produktionsmix
og giver resultater i form af time-for-time produktion og elpriser. Det skal
bemezerkes, at modellen ikke kigger frem i tiden, nar gkonomien i investeringer
vurderes. Hvis der f.eks. er gkonomi i en given investering i 2025, vil modellen
gennemfgre den, uagtet at gkonomien kan blive darligere pa sigt.

Sammenligning af scenarierne

| Tabel 5 ses investeringerne i de forskellige karsler. Der investeres
udelukkende i gasfyret kapacitet i Futures-scenarierne, mens der investeres
betydeligt i havvind og biomasse i EU-scenarierne. Dette skyldes bade hgjere
kvotepris, men i hgj grad ogsa hgjere braendselsprisforudseetninger.

Tabel 5 Investeringer i elproduktionskapacitet (MW) i de forskellige scenarier for alle lande i perioden 2017-2035.

Palidelig

Offshore vind Biomasse CCGT OCGT kapacitet

Scenarie 1 Futures - - 28.861 41.388 70.248
Scenarie 2 Futures + kap. mar. - - 29.156 63.044 92.200
Scenarie 3 Futures + red. trans. - - 29.740 41.767 71.507
Scenarie 4 EU GHG40 48.037 14.984 21.974 22.332 59.290
Scenarie 5 EU GHG40 + EE + VE 50.931 10.747 5.561 19.854 36.162



18. oktober 2014 | Analyse nr. 16 | Elprisscenarier 2017-2035 | Side 65 |

Beslutningen om indfarelse af et kapacitetsmarked sikrer rigelige maengder
spidslastkapacitet i form af open cycle gasturbiner (OCGT) og forbedrer
businesscasen en anelse for CCGT-veerker.

Reduceret transmission farer ligeledes til, at der etableres mere kapacitet i de
enkelte lande.

| scenarie 5 (EU GHG40 + EE + VE) er forbruget noget lavere, hvilket giver et
lavere behov for palidelig elproduktionskapacitet og heraf falgende
reduktioner i behovet for gasfyrede veerker. Det er seerligt investeringer i
CCGT-veerker, der udebliver, mens investeringerne i VE (bade havvind og
biomasse) nogenlunde matcher niveauerne i scenarie 4. Mens VE-anlaeggene
bliver drevet ind af stgtte, skal arsagen til manglende investeringer i CCGT-
vaerker primeert findes i, at der ikke laengere er et stort nyt elforbrug, der skal
deekkes af ny produktionskapacitet. Derudover sveekker den lave kvotepris
konkurrenceevnen af nye CCGT-veerker i forhold til eksisterende mindre
effektive veerker. Den sparede energi, ift. scenarie 4 (EU GHG40), ville altsa
alternativt primaert have veeret produceret pa gas.

| det fglgende detaljeres investeringsbilledet i hhv. scenarie 1 (Futures) og
scenarie 4 (EU GHGA40).

Figur 30 Investeringer i scenarie 1 (Futures)
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Figur 30 Investeringer i elproduktionskapacitet i alle lande i scenarie 1 (Futures)

Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

Investeringer i scenarie 1 (Futures)

Udeblivelsen af en betydende kvotepris i scenarie 1 farer til, at der investeres
massivt i gasfyret kapacitet i Europa fra 2025 og frem. Der bygges OCGT til at
klare spidslasten og CCGT som mellemlast. Eksisterende veerker og VE

B Gas OCGT

Gas CCGT
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deekker grundlastproduktionen. Der bygges ingen havvindmglleparker eller
treepillefyrede veerker i dette scenarie, men heller ikke kulkraft.

P& trods af den lave kul- og kvotepris er kapitalomkostningen og fast drift og
vedligehold for de store stgvfyrede anleeg lige akkurat for hgj til, at det kan
betale sig at investere i nye kulkraftvaerker. Med de anvendte forudsaetninger
skal daekningsbidraget58 veere ca. 32 EUR/MWh i gennemsnit for at deekke de
faste omkostninger og forrente investeringen. At det ikke er muligt at opna,
anskueligggres i Figur 16, der viser varighedskurver for elprisen i Danmark,
der kun har en anelse lavere priser end Tyskland, hvor modellen tillader
investeringer i kulkraft. De variable omkostninger ved kulfyring pa et nybygget
vaerk i 2035 med 52 % elvirkningsgrad er ca. 23 EUR/MWh, hvilket betyder, at
veerket vil kgre i stort set samtlige timer, men alligevel ikke tjene investeringen
hjem. @konomien haenger marginalt bedre sammen for de mindre
kapitalintensive gasturbineanleeg, der far omkring 6000 driftstimer. Resultatet
er dog meget falsomt over for de anvendte forudseetninger, idet der ville have
veeret blevet investeret i kulkraft safremt afregningsprisen for kul havde veeret
1 EUR/MWh hgijere, hvilket ses af Tabel 6 herunder. Det skal desuden
bemeerkes, at omkring 20 % af daekningsbidraget for kulkraftvaerket, og
naesten 50 % af daekningsbidraget for CCGT-anleegget baserer sig pa
produktion i timer, hvor elprisen rammer prisloftet. Dette medfarer gget
usikkerhed om businesscasen for saerligt CCGT-anlaeg. Denne usikkerhed vil
reduceres betydeligt, hvis der indfgres et kapacitetsmarked.

Tabel 6 @konomien ved investeringen i ny kulkraft og ny gaskraft i Tyskland i 2035. Der er regnet med en tilgeengelighed

pa 95 %, en annuitetsfaktor pa 0,102 og en kvotepris pa 7,23 EUR/ton.

Kul Gas
Braendselspris EUR/GJ 243 6,60
Emissionsfaktor tCO2/GJ 0,0936 0,0567
Virkningsgrad 52 % 62 %
Investeringsomk. EUR/MW 1.965.000 805.000
Fast D&V EUR/MW 61.600 30.000
Var D&V EUR/MWh 2,0 2,5
Fast omk. EUR/MWh 31,9 19,8
Var. omk. EUR/MWh 23,5 43,2
Total omk. EUR/MWh 55,5 63,0
Afregning EUR/MWh 54,8 62,9
Driftstimer Timer 8192 5662

Ved scenariearbejdets igangseettelse var der planer om at indfare
forsyningssikkerhedsafgift pa breendsler, og scenarierne er derfor regnet med
hgje afgiftssatser inkl. afgifter pa& biomasse, selvom disse sidenhen er blevet
droppet med veekstpakken fra 2014. Hertil kommer, at det er antaget, at store
varmepumper er fritaget for PSO (hvilket Energistyrelsen siden har praeciseret
ikke er tilfeeldet). Resultaterne skal derfor leeses med disse forbehold. |
Danmark fgrer de lave kvotepriser, og heraf fglgende lave elpriser, til, at
varmepumper kan konkurrere med biomassekedler, og i de store centrale

58 Deekningsbidraget svarer til et Green Dark Spread (jf. kap 6.1) udregnet ved brug af effektiviteten
for et nyt veerk.
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omrader bygges der CCGT-veerker til kraftvarmeproduktion, nar kapaciteten
falder bort i 2035. Idet Cb-veerdien pa de hgijeffektive CCGT-veerker, der
opfgres i 2035, er 1,8, svarer de ca. 2000 MW elkapacitet til en
varmekapacitet pa ca. 1100 MW. Afgifterne pa de tre opvarmningsformer er
stort set ens pga. den hgje afgiftsmaessige virkningsgrad pa naturgassg, der
medfarer, at der i praksis kun betales ca. 5 EUR/GJ varme fra CCGT, 4
EUR/GJ varme fra biomassekedler og 5 EUR/GJ fra varmepumpereo.

Figur 31 Investeringer i Danmark i scenarie 1 (Futures)
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Figur 31 Investeringer i biomassekedler og varmepumper malt p4 varmeoutput. Investeringer i
CCGT er mélt pa el-output.

Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel

Investeringer i scenarie 4 (EU GHG40)

Figur 32 viser investeringerne i scenarie 4. | alle scenarierne investerer
modellen i ny spidslastkapacitet pA kommercielle vilkar i 2025°". De store
investeringer i ny produktionskapacitet falder primeert i 2030 og 2035, hvor
behovet for ny kapacitet (bade spidslast og grundlast) for alvor slar igennem. |
scenarie 4 er CO2-kvoteprisen og braendselspriser pa kul og gas (se Figur 4)
tilstreekkelig hgje til at udlgse en del grgnne investeringer. Der bliver i 2030 og
2035 samlet set installeret 48 GW havvind. Sammen med den gvrige
udvikling i energisystemet farer dette til, at VE-andelen i elsystemet i det
modellerede omrade stiger til 56 % i 2030. Der suppleres primaert med

9 Et anleeg med en elvirkningsgrad p& 58 % i modtryk og en varmevirkningsgrad pa 32 % (som
modellen kan investere i i 2035) har en afgiftsmaessig varmevirkningsgrad ved E-formlen p& hele
236 %. Veerket betaler altsd under halvdelen af den afgift, der ville blive palagt en naturgaskedel
med 100 % virkningsgrad.

% Dette forudszetter indfasningen af forsyningssikkerhedsafgiften samt at varmepumpeme ikke
betaler PSO, som antaget i beregningerne. Dette er beskrevet i Appendiks 2 - Forudsaetninger.

% Investeringen i 2020 sker af hensyn til fiernvarmeforsyningen i Tyskland.

B Varmepumper
B Biomassekedler

B CCGT
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gasfyret kapacitet, og derudover bygges der en del traepillefyrede
kraftvarmevaerker i Tyskland, hvor kvoteprisen og afgifter pa fossile breendsler
er med til at ggre dette konkurrencedygtigt i forhold til fossile braendsler.

Figur 32 Investeringer i scenarie 4 (EU GHG40)
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Figur 32 Investeringer i elproduktionskapacitet i alle lande i scenarie 4.

Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel
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Appendiks 5 - Sammenligning
med Energistyrelsens basis-
fremskrivning

For at teste elprisscenarierne op i mod Energistyrelsens udmeldte elpriser er
der lavet en karsel (kaldet ENS-scenariet), der tager udgangspunkt i
inputpriserne anvendt til Energistyrelsens basisfremskrivning 2012 (ENS,
2012b). Forskelle i de simulerede elpriser skyldes derfor forskelle i de gvrige
forudsaetninger - herunder kapacitetsudviklingen i Danmark og udlandet og
forbrugsfremskrivningen.

Figur 33 Modelleret omrade i Energistyrelsens basisfremskrivning

Figur 33 Geografisk scope i Energistyrelsens fremskrivning. Grenne lande er modelleret
fuldsteendigt, mens faste overfarsler er lagt ind pa greenserne til de lysebla lande.
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Af veesentlig betydning er formentlig behandlingen af udlandet i
modelkarslerne. Energistyrelsen beregner i deres RAMSES-model driften af
veaerkerne i Norden (Danmark, Sverige, Norge og Finland) og behandler
overfgrsel pa greenserne til Tyskland, Holland, Polen, Estland, Lithauen og
Rusland eksogent ved at bruge en historisk profil for udvekslingen (se Figur
33). Der justeres for, at Norden gar mod at blive nettoeksportgr ved i tre trin at
udfase importen fra Rusland (ca. 11 TWh i dag) i takt med, at der abner nye
kernekraftveerker i Finland i 2014, 2021 og 2024. Hertil gges den arlige
nettoeksport mod centraleuropa med % TWh hvert &r. Eksporten er altsa 18,5
TWh starre i 2025 end i dag, og frem mod 2035 gges den med yderligere 7,5
TWh (ENS, 2012c).

Tabel 7 Nettoeksport fra Norden (TWh)

2017 2020 2025 2030 2035
Energistyrelsen 6 10 20 24 28
Dansk Energi 10 27 49 47 31

| ENSscenariet med inputpriser fra Energistyrelsens basisfremskrivning stiger
nettoeksporten fra Norden fra ca. 10 TWh i 2017 til 49 TWh i 2025, hvorefter
den falder til 31 TWh i 2035. Idet eksporten til Rusland allerede er reduceret til
knap 5 TWh i 2017 i Balmorel-kgrslerne (mod Energistyrelsens 7 TWh), er der
rimelig god overensstemmelse mellem eksportmaengderne i 2017 og 2035,
men ikke i den mellemliggende periode. Den stigende eksportmaengde
skyldes i begge modelkgrsler forudseetningerne om &abning af nye
kernekraftveerker i Finland, opgradering af kernekraft i Sverige og generel
udbygning af VE (seerligt vindkraft) i Norden. Der kan veere forskellige i
forudsaetningerne i de to scenarier ift. udbygning med VE og kernekraft -
seerligt efter 2020. Det bgr tages i betragtning, nar der sammenlignes ift.
eksport af el. Den starste forskel er dog, at Balmorelkarslerne medtager
etableringen af 2 x 1400 MW kabler fra Norge til England og Skotland og 1400
MW fra Norge til Tyskland, samt Cobra-kablet til Holland og DK-England
kablet pa hver 700 MW (se Appendiks 2 - Forudszetninger). Alt i alt yderligere
5600 MW kapacitet ud af Norden. Seerligt Storbritannien med gasdomineret
elproduktion er storimportgr fra Norden med hele 30 TWh i 2025 (kapaciteten
pa 3500 MW er udnyttet fuldt ud med flow mod Storbritannien i over 95 % af
tiden). Den samlede transmissionskapacitet ud af Norden (mod seerligt
Tyskland, Holland og STORBRITANNIEN) i Balmorelkarslerne er sa stor, at
elpriserne ikke falder markant som falge af det store produktionsoverskud.
Mens NSN Cable til England og Nord.Link til Tyskland (begge 1400 MW) har
faet positive tilsagn fra begge TSOer (der treeffes endelig beslutning i 2014)
(Stattnett, 2014a+b), har den norske TSO, Statnett, endnu ikke vist interesse
for kablet til Skotland (NorthConnect, ogsd 1400 MW). Det er alligevel
medtaget i Balmorel-beregningerne fra 2025.

Hertil kan komme mindre modeltekniske forskelle mellem RAMSES-modellen,
der er anvendt til basisfremskrivningen og Balmorel. F.eks. regner RAMSES i
3-timers tidsskridt, mens Balmorel regner pa enkelt-timer. Dette vurderes dog
at have ret begraenset betydning.
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Elpriserne  fundet med Balmorel-modellen og  Energistyrelsens
basisfremskrivning er vist i Figur 34, der tillige viser kulmarginalen. Dvs. den
variable omkostning ved at producere el i kondensdrift pa et kulkraftveerk med
en elvirkningsgrad pa 38 %.

Figur 34 Sammenligning af Energistyrelsens basisfremskrivning og Balmorel-
resultater
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Figur 34 Sammenligning af elpriser i Energistyrelsens basisfremskrivning for Danmark med
tilsvarende resultater fra Balmorel beregnet ved brug af samme breendsels- og kvotepriser som
brugt i Energistyrelsens Basisfremskrivning. Kulmarginalen er udregnet ved 38 % elvirkningsgrad.

Kilde: ENS, 2012b, Dansk Energi ved brug af Balmorel

Dansk Energis Balmorelresultater for den danske elpris ligger lavere end
Energistyrelsens basisfremskrivning i 2017, pa niveau i 2020 og ca. 15
EUR/MWh over i 2025 og 2030. Den store prisforskel i 2025 og 2030 kan
tilskrives, at det i Balmorelkarslerne er gasfyret kapacitet, der seetter prisen i
en del af timerne, mens det i Energistyrelsens basisfremskrivning formentlig
er kul eller kraftvarme, der er marginalprissaettende. Arsagen til dette skal
findes i, at den store transmissionskapacitet i Balmorel mod Tyskland, Holland
og seerligt Storbritannien reducerer en stor del af energioverskudet i Norden.

Arsmiddel-elpriserne i ENS-scenariet (se Figur 35) er generelt hgjere end i
Futures-scenariet (scenarie 1) (se Figur 15). For 2020 er prisen ca. 19
EUR/MWh hgijere. Idet det primaert er kulkraft, der er marginalprisseettende i
Danmark i begge scenarier, skal dette primeert tilskrives den hgjere CO»-
kvotepris i ENS scenariet, der er 22 EUR/ton hgjere i 2020 (mod Futures-
scenariets 7 EUR/ton), hvilket fgrer til, at kulmarginalen gges med ca. 13
EUR/MWh. Resten kan stort set forklares ved den hgjere kulpris, der
resulterer i, at kulmarginalen gges med ca. 6 EUR/MWh.

B Energistyrelsens basisfremskrivning
B Balmorel (Dansk Energis modellering)

B Kulmarginal
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Figur 35 Middel-elpriser i ENS-scenariet
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Kilde: Dansk Energi ved brug af Balmorel
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