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Forord

Projektet El och fjirrvirme — samverkan mellan marknaderna, etapp 111, har bidragit med
insikter om hur fjirrvirmesystemen i Sverige paverkas av utvecklingen for det
nordeuropeiska elsystemet. Det ger en storre forstaelse for vilka parametrar som dr
viktiga att inkludera for ett fjirrvirmebolag vid ett investeringsbeslut i exempelvis
ett kraftvirmeverk. Vidare ger projektet en uppfattning om vilken paverkan
fjarrvirmesystemen kan ha pa kraftsystemet och de begransningar som finns idag i
att exempelvis hantera eloverskott med elpannor.

Analys- och modellarbetet i denna studie har utférts av Thomas Unger pa Profu
tillsammans med kollegan Johan Holm. Under arbetets gang har vardefullt bidrag
lamnats av forskargruppen vid avdelningen for Energiteknik pa Chalmers med
avseende pa indata och modellstod. Dessutom har studien haft direkt tillgang till det
arbete som utfors inom forskningsprogrammet NEPP framforallt med avseende pa den
langsiktiga utvecklingen for elsystemet. Studien har dven haft god hjélp av en
fokusgrupp som l6pande foljt arbetet och bestatt av Anders Moritz, Tekniska
Verken(ordférande); Staffan Stymne, Norrenergi; Linda Nylén, Vattenfall; Nader
Padban, Vattenfall; Sofie Lagerblad, E.ON Lokala Energilosningar AB, Fabian Levihn,
Stockholm Exergi och Lennart Hjalmarsson, Goteborg Energi.

Projektet ingar i programmet FutureHeat vars langsiktiga mal ar att bidra till visionen
om ett hallbart uppvarmningssystem med framgéngsrika foretag som utnyttjar nya
tekniska mojligheter och dar de samhaéllsinvesteringar som gjorts i fjarrvéarme- och
fjarrkyla tas till vara pa basta satt. Projektet har samfinansierats av Energimyndigheten
inom programmet TERMO.

Programmet leds av en styrgrupp bestdende av Charlotte Tengborg (ordférande), E.ON
Lokala Energilosningar AB, Lars Larsson, AB Borldnge Energi; Magnus Ohlsson,
Oresundskraft AB; Fabian Levihn, Stockholm exergi; Niklas Lindmark, Gavle Energi
AB; Jonas Cognell, Goteborg Energi AB; Lena Olsson Ingvarsson, MéIndal Energi AB;
Anna Hindersson, Vattenfall Varme AB; Anders Moritz, Tekniska verken i Linkdping
AB; Staffan Stymne, Norrenergi; Holger Feurstein, Kraftringen; Joacim Cederwall,
Jonkoping Energi AB; Maria Karlsson, Skovde Varmeverk AB; Sven Ake Andersson,
Sodertorns Fjarrvarme AB; Henrik Néasstrom, Malarenergi AB och Fredrik Martinsson
(adj.) Energiforsk.

Suppleanter har bestatt av Peter Rosenkvist, Gavle Energi; Johan Brossberg, AB

Borldnge Energi; Mats Svarc, Mélarenergi AB; Johan Jansson, Sodertdrns Fjarrvarme
AB och AnnBritt Larsson, Tekniska verken i Linkdping AB.

kol

Fredrik Martinsson, programansvarig FutureHeat
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Sammanfattning

Den 6kade variabiliteten pa elmarknaden leder till nya utmaningar kring
styrbarhet, reservkraft och andra systemtjinster i elsystemet. En foljd av
detta dr att elsystemet med stor sannolikhet kommer knytas nirmare
andra delar av energisystemet inte minst virmemarknaden dar
fjarrvirme har en framtrddande roll. I denna studie har vi i detalj
analyserat hur de svenska fjarrvirmesystemen paverkas av forandringar i
elsystemet och, omvint, hur fjarrvirmesystemen kan bidra under
perioder da elbalansen ir anstrangd eller under perioder da utbudet av el
till laga priser dr extra stort pa elmarknaden.

Totalt sett 4r de samlade svenska fjarrvarmesystemen klart mindre 4n den
omgivande elmarknaden, som i sin tur dessutom véaxer i takt med att integrationen
mellan de europeiska elmarknaderna fortskrider. Detta innebar att de kortsiktiga
effektvariationerna i det framtida elsystemet kommer vara avsevart storre dn vad
som kan absorberas av fjarrvarmesystemen. Men detta innebar inte att
fjarrvarmesystemen saknar betydelse for att hantera den framtida elbalansen —
sannolikt tvartom. Den 6kade variabiliteten pa elmarknaden kommer att fordra en
palett av atgarder for att sikerstélla leveranssakerheten i varje tidpunkt. Bland
dessa atgarder kommer kraftvirmen, virmepumparna, elpannorna och
ackumulatorerna i fjarrvarmendten att ha en viktig roll att spela, tillsammans med
annan reglerbar kraftproduktion och andra atgérder pa anvindarsidan.

Modellanalyserna i denna studie visar att under relativt anstrangda situationer,
typiskt da elbehovet ar stort samtidigt som bidraget fran vindkraft ar litet, sa kan
kraftvarmeverken leverera ndra maximal effekt samtidigt som elférbrukningen i
fjarrvarmenaten ar mycket begransad. En storre framtida kraftvarmekapacitet,
genom exempelvis teknikutveckling med fokus pé okat elutbyte, gor direkt
systemnytta genom att den (sékert) tillgdngliga effekten i Sverige okar, allt annat
lika. Detta kommer vara sarskilt vardefullt under anstrangda situationer nar
alternativen utgors av 0kat importberoende, dyr reservkraft eller ytterligare
atgarder pa anvandarsidan. Tillgdngen till annan produktion, som exempelvis
kdrnkraft, dr naturligtvis ocksa avgorande i sammanhanget och har foljaktligen
ocksa analyserats i denna studie.

Naér det géller den omvénda situationen, det vill sdga nar fjarrvirmesystemen
lampligen forbrukar billig “&verskottsel” sa utgor dagens elskatt ett reellt hinder.
Aven om elen skulle vara nastintill gratis kommer den rorliga
produktionskostnaden att vara omkring 35 6re/kWh for en elpanna och kanske en
tredjedel sa stor for en varmepump, pa grund av elskatt. En virmepump kommer
man sannolikt inte att bygga for att utnyttja billig el under kortare tidsperioder
men vél en elpanna dér investeringskostnaden &r relativt liten. Tar vi bort elskatten
sa har vi i var modellanalys kunnat se att elpannor gér in och utnyttjar lagprisad el
i klart storre omfattning 4n om vi behaller elskatten. Denna effekt blir dock
systemmassigt betydande forst om Sveriges fjarrvarmesystem gor omfattande
investeringar i elpannor. Aven annan prisflexibel elanvindning, exempelvis via
lastforskjutning av elbaserad uppvarmning i byggnader eller av hushallsel, kan
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komma att fa en forstarkt inverkan pa elprisbilden om elskatten f6r sédan
elanvandning reduceras eller tas bort, och/eller om graden av flexibilitet 6kar. P&
sa sdtt existerar en framtida konkurrenssituation om den billiga elen som i sig har
en dampande inverkan pa hur lagt elpriserna kan sjunka. De perioder da elpriset
pa den framtida marknaden i Sverige dr riktigt ldgt sammanfaller ofta, men inte
alltid, med perioder da elefterfragan ar lag och da den férnybara elproduktionen
producerar stora volymer. Sddana perioder upptrader normalt utanfor
uppvarmningssdsongen. Detta faktum i sig leder till en naturlig begrénsning for
vad fjarrvarmesystemen formar att absorbera med avseende pa billig
”overskottsel”, i synnerhet om man inte har sdsongslager att tillga.

Vi har i denna studie kunnat se att den 6kande variabiliteten pa elmarknaden ger
en tydlig paverkan pa fjarrvarmesystemen. Beroende pa vilken typ av forandringar
som Vi avser, exempelvis mer eller mindre variabel elproduktion, mer eller mindre
styrbar effekt eller rent av arliga variationer i vader, s leder detta, via
elprissignalen, till en inverkan pa hur anlédggningarna kdrs i fjarrvarmesystemen,
pa produktionskostnaden for fjarrvarme och, slutligen, pa det ekonomiska
resultatet. Ju mer ett fjarrvarmesystem ar sammankopplat med elmarknaden, till
exempel om kraftvarme ar ett dominerande inslag, desto storre blir paverkan fran
elsystemet.
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Summary

The increasing variability in the electricity market is leading to new
challenges regarding controllability, dispatch, reserve power and other
system specific services delivered by the electricity system.
Consequently, the electricity system will most likely have a closer
interaction with other parts of the energy system, not the least with the
heating market where district heating has a prominent role. In this study
the effects on the Swedish district-heating systems as a result from
changes within the electricity sector have been analysed. The study
further investigates how the district-heating systems can contribute
during periods when the electricity system of northern Europe is put
under stress or during periods when there is an abundance of electricity
generation.

The Swedish district heating systems as a whole are much smaller than the
surrounding electricity market, which, in turn, is growing since the European
electricity markets are continuously integrating and, thus, expanding their system
boundaries. This means that the short-term power variations in the future
electricity system will be much greater than what could be absorbed in the district
heating systems in Sweden. However, this does not mean that the district-heating
systems are lacking importance in order to handle the electricity power balance —
more like the contrary. The increasing variability of the power market will need a
variety of measures in order to secure the future delivery of electricity. Measures
such as combined heat and power (CHP), heat pumps, electric boilers and hot
water accumulators will all have an important role to play together with other
dispatchable electricity-generation units and measures at the consumer side.

The model results show that during relatively challenging conditions in the
electricity market, typically when the need for electricity is high and the electricity
generation from wind based production is low, CHP units can deliver close to their
maximal power while the electricity consumption in the district heating networks
is small. A substantial increase in CHP capacity, e.g. through technical
development improving the power to heat ratio, will benefit the electricity system
since the available electricity-generation capacity which is dispatchable, increases,
everything else held constant. This will prove especially beneficial during strained
situations when the alternatives consist of increased dependency of imported
electricity, expensive reserve power or additional measures at the consumer side.
The future availability of other types of electricity generation in Sweden, e.g.
nuclear power, is also crucial in this context and has, consequently, been included
in the analyses within this study.

As regards the opposite situation, when electricity prices are low due to an
abundance of electricity generation in the system (e.g. windy periods), the district
heating systems would preferably consume electricity in order to produce heat in
heat pumps or electric boilers. However, the electricity tax on consumed electricity
presents an obstacle to fully exploit cheap “excess” electricity during such periods.
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Even if the electricity price would be close to zero the variable production cost
would still be around 35 6re/kWh (35 €/ MWh) for an electric boiler and a third of
that figure for heating pumps, due to the electricity tax. A heat pump will not
likely be built in order to take advantage of cheap electricity during short periods
of time. For such purposes electric boilers are more likely to be installed due to
their low investment costs. When the electricity tax is removed in our model we
find that electricity-based district-heating production increases significantly. In
order for this to be of more substantial size on a electricity-system level, the
district-heating systems need to make considerable investments in electric boilers.
Other price-flexible electricity use, e.g. load shifting in end-use heating or
household electricity use, may get an increased influence on the pricing of
electricity if the electricity tax is reduced or removed, and/or if the degree of
flexibility increases. All this may create a future competition for electricity during
low-price periods which, in turn, puts a certain upward pressure on the electricity
price. The time periods when the electricity price on the future market in Sweden is
very low coincides generally, but not always, with periods characterised by low
electricity demand and abundant generation from renewable electricity sources.
Such periods normally occur outside of the heating season creating a natural upper
limit on how much cheap electricity the district heating systems can absorb,
especially if no seasonal storage is available.

In this study we have shown that the increasing variability in the electricity market
has a distinct impact on the district heating systems. Depending on what kind of
electricity-system change we address, e.g. more or less variable electricity
production, more or less dispatchable electricity production, or just annual and
seasonal variations induced by weather conditions, it impacts the Swedish district-
heating systems to various extents. Such impacts include changes in the
production mix and production costs of district heating and, consequently,
economic outcome. The tighter the link between a district heating system and the
surrounding electricity market is, e.g. if CHP has a prominent role, the larger the
impact of the electricity market becomes.
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1 Inledning och syfte med projektet

Den snabba utbyggnaden av férnybar elproduktion i Sverige och i Nordeuropa
leder till 6kad variabilitet och till nya utmaningar kring styrbarhet, reservkraft och
andra systemtjanster pa elmarknaden. En f6ljd av detta dr att elsystemet med stor
sannolikhet kommer knytas narmare andra delar av energisystemet inte minst
varmemarknaden dér fjarrvarme har en framtradande roll. En 6kad samverkan
mellan el- och fjarrvairmemarknaderna kommer att vara en av flera 16sningar for
att hantera variabilitetsproblematiken pé framtidens energimarknader. El- och
fijarrvarmemarknaderna har sedan lang tid varit sammankopplade, dels pa
produktionssidan genom kraftvarme, elpannor och virmepumpar inom
fjarrvarmeproduktionen men dven pa konsumtionssidan genom konkurrens
mellan uppvarmningsalternativen fjarrvarme och framforallt virmepumpar.

I tva tidigare forskningsetapper inom Fjarrsynprogrammet, “El och fjarrvarme —
samverkan mellan marknaderna” (etapp I och II), kunde vi konstatera att
fjarrvarmesystemen potentiellt kan bidra med stor nytta for att hantera
variabiliteten pa den framtida elmarknaden. De tva etapperna analyserade i detal;
hur ett fatal verkliga fjarrvarmesystem reagerar pa det 6kande inslaget av
variabilitet pa elmarknaden. Daremot saknades fortfarande kunskap kring hur
Sveriges samlade fjarrvarmeproduktion kan komma att paverkas av den snabba
utbyggnaden av variabel fornybar elproduktion i Sverige och Nordeuropa. De
tidigare forskningsetapperna hade heller inte tillgang till en integrerad
modellbeskrivning av kopplingen mellan el- och fjarrvarmesystemen, da
elsystemet och de analyserade fjarrvarmesystemen analyserades separat. Detta dr
foljaktligen de tva viktigaste huvudsyftena for denna tredje forskningsetapp,
namligen att i detalj analysera hur Sveriges samlade fjarrvarmesystem svarar pa
forandringar pa framtidens elmarknad och hur kopplingen mellan elsystemet och
fjarrvarmesystemet mojliggor dmsesidig paverkan. For att svara pa dessa
fragestdllningar har denna forskningsstudie inneburit en omfattande insats inom
modellutvecklingsomradet. Som ett resultat har ett redan etablerat modellverktyg
for det (nord)europeiska elsystemet nu kompletterats med en kvalificerad och
detaljerad beskrivning av de svenska fjarrvarmesystemen. Pa sa satt har de
svenska fjarrvarmesystemen integrerats med den nordeuropeiska elmarknaden i
ett och samma modellverktyg.
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2 Det nordeuropeiska elsystemet

Elmarknaderna i de nordeuropeiska landerna ar sedan ett antal ar tillbaka
sammankopplade och mojliggor idag gréanslos handel med el. Férutom de fyra
nordiska landerna har dven de tre baltstaternas elmarknader knutits till borsen
Nordpool. Elbdrserna i Tyskland, EPEX (som &ven técker in andra lander), och
Polen, TGE, ar sammankopplade med Nordpool via sa kallad marknadskoppling.
Flera elmarknader i andra europeiska lander &ar ocksa sammankopplade med den
nordeuropeiska elmarknaden men berérs inte vidare i denna studie. Den 6kade
sammankopplingen, dels marknadsmaéssigt och dels genom forstarkta
overforingsforbindelser, mellan de nordeuropeiska landerna har naturligtvis ocksa
medfort att utvecklingen pa elmarknaden inom ett land inte langre kan ses som en
isolerad foreteelse. Tvartom, det som sker i ett land, inte minst pa det
energipolitiska planet, kommer att fa aterverkningar pd omkringliggande landers
utveckling, och vice versa. Detta ar ndgot som vi ocksd kommer fa se prov pa i
denna studie.

Elproduktionen i den region som vi valt att definiera som “Nordeuropa” (se Figur
1) uppgér till i runda tal 1200 TWh. Runt 40% av produktionen ar fossilbaserad
medan de fornybara kraftslagen star for ungefar lika mycket. Bidraget fran de
fornybara kraftslagen vaxer dock snabbt och det d4r denna utveckling som gett
upphov till funderingar, alternativt farhagor, infor den vaxande variabiliteten pa
elmarknaden. Samtidigt har man i Tyskland beslutat att kdrnkraften ska stangas
senast 2022. Aven i Sverige har kirnkraftens framtid (aterigen) varit foremal for
diskussion pa senare tid. Samtidigt maste den fossilbaserade elproduktionen, inte
minst kolkraft, gradvis fasas ut om klimatmalen ska uppfyllas. Dessa utsikter for
den styrbara termiska kraftproduktionen i Nordeuropa 6kar naturligtvis
variabilitetsutmaningen.

Sol+6vr
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- S férnybart
11% e Vattenkraft
° 21%
Biobransle,
tory, avfall
-l 8%

Naturgas

B /
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14%
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33%

Figur 1: Elproduktionen i Nordeuropa 2016 (Kélla: Eurostat). Electricity production in Northern Europe in 2016.

2.1 ELSYSTEMET AR 2030 — VARA SCENARIOANTAGANDEN

Vart huvudscenario, "Basfallet”, for den langsiktiga utvecklingen for det
nordeuropeiska elsystemet bygger i huvudsak pa NEPP-projektets

10 Energiforsk
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referensscenario.! Ikorthet antar vi for detta scenario att de europeiska energi- och
klimatpolitiska malen till 2030 nés. Den férnybara elproduktion byggs ut som
konsekvens av de olika stddsystemen som finns i de olika landerna och ett, dver
tid, stigande pris pa utslappsratter for CO2 inom EU ETS.
Fossilbransleprisutvecklingen foljer det som antas i scenariot “"New Policies” i IEAs
senaste World Energy Outlook (fran 2018). De langsiktiga klimatmalen for 2050
nas dock inte i detta scenario. For detta ar sannolikt de antagna ETS-priserna for
laga. Berakningsforutsittningarna med avseende pa elbehovet foljer i allt
véasentligt det som Energimyndigheten utgar fran i deras pagaende arbete med den
langsiktiga utvecklingen for Sveriges energisystem (”Léangsiktiga scenarier 2018”;
referensfallet).

Vi har dock i vart Basscenario valt att gora vissa avsteg fran NEPP-projektets
referensscenario och framforallt géller det andelen variabel elproduktion pa
Kontinenten. Har har vi istéllet antagit att utbyggnaden gér annu snabbare for att
ytterligare accentuera analysen av ett elsystem med en hog andel variabel
elproduktion. Vara antaganden for utbyggnaden av exempelvis fornybar
elproduktion i Tyskland motsvarar den tyska regeringens mal om 65% av den
totala elproduktionen till och med 2030.2

I var studie utgar vi inte fran en mer omfattande elektrifiering av energisystemet.
Elbehovet inom transportsektorn antas dock 6ka (mattligt) som en konsekvens av
en expansion av andelen elbilar (typiskt omkring 1 TWh runt 2030). Aven
elbehovet till processindustrin och till datahallar antas 6ka, om an relativt
blygsamt. Samtidigt minskar elanvdandningen inom uppvarmningen till f6ljd av
effektivare virmepumpar och en fortsatt konvertering bort fran elvarmen
(vattenburen elvarme och direktel). Detta far konsekvenser inte minst for
effektbehovet vintertid. Vi rdknar alltsa med bade tillkommande effektbehov inom
vissa sektorer och minskande effektbehov inom andra sektorer. Sammantaget leder
detta till ett maximalt effektbehov som ar endast knappt 1 GW storre runt 2030 dn
idag.

Utvecklingen for den svenska elproduktionen i Basscenariot redovisas i Figur 2
och bygger pa modellberakningar med TIMES-NORDIC. Vi kommer inte
fortsattningsvis att uppehalla oss kring detta modellverktyg men kan kort ndmna
att forutom i NEPP-projektet sd anvands TIMES-NORDIC 16pande i
Energimyndighetens dterkommande analyser av den langsiktiga utvecklingen for
det svenska energisystemet, nu senast under arsskiftet 2018/2019.3

I NEPP ér ett pagdende forskningsprojekt som arbetar med flera olika utvecklingsvagar och scenarier for
de svenska, nordiska och nordeuropeiska el- och energisystemens langsiktiga utveckling mot 2050.

2 En studie bestalld av det tyska ministeriet for industri och energi bedomer att vindkraft kommer sta for
det Klart storsta bidraget for att na de energi- och klimatpolitiska malen inom elsystemet. Man bedémer
att det kommer att krdvas omkring 190 TWh fran landbaserade verk och omkring 90 TWh fran
havsbaserade verk (Agentur fiir Erneuerbare Energien e.V 2016; https://www.unendlich-viel-
energie.de/media/file/971. EWAtlas2017_Mail7_web.pdf). Dessa siffror ligger mycket ndra det vi antar for
tysk vindkraft kring 2030 i denna studie.

3 TIMES-NORDIC é&r en energisystemmodell som beskriver och analyserar hela det stationdra
energisystemets utveckling i de fyra nordiska landerna och elsystemen i de tre baltiska landerna samt
Tyskland och Polen. Tidshorisonten i modellverktyget omfattar perioden fram till 2050.

11
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Man kan i Figur 2 se hur den fornybara elproduktionen, framforallt vindkraft,
fortsatter att byggas ut genom elcertifikatsystemets forsorg. Tack vare fortsatt
teknikutveckling och stigande elpriser framfdrallt efter 2030 byggs landbaserad
vindkraft pa langre sikt ut pa egna meriter, det vill sdga utan stod. Elbehovet vixer
mattligt vilket medfor att Sverige pa arsbasis fortsaitter att vara en betydande
nettoexportdr av el. Runt 2030 blir elproduktionen fran solceller signifikant,
omkring 2-3 TWh, beroende pa fortsatta kostnadsminskningar och till f6ljd av vart
antagande om att skattereduktionen for inmatad el blir relativt langlivad.

Denna utveckling for det svenska elsystemet &r alltsd utgdngspunkten for var
fortsatta analys. Vi kommer att koncentrera oss pa situationen runt modellar 2030
och i detalj analysera hur ett sadant elsystem ser ut och vilken paverkan det kan
komma att fa pa de svenska fjarrvarmesystemen. Men innan dess ska vi ta en titt
pa utvecklingen for hela det nordeuropeiska elsystemet i Figur 3.
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Figur 2: Elproduktionen i Sverige i Basfallet (vi har ringat in resultatet fér det modellar, 2030, som é&r i fokus fér
denna studie). Electricity production in Sweden in the Base case (model year 2030 is highlighted in the figure).

Pa samma sétt som i Sverige fortsatter utbyggnaden av den férnybara
elproduktionen i Nordeuropa som helhet. Och det ar framforallt vindkraft som
leverera det stora bidraget. Kolkraften fasas sakta men sakert ut till f5ljd av den
forda klimatpolitiken med stigande priser pa CO2. Runt 2040 sa star den fornybara
kraftproduktionen for hela 70% av den totala produktionsvolymen. Ar 2030 ar den
siffran ca 60% vilket ar en rejal 6kning jamfort med dagens drygt 40%.
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Figur 3: Elproduktionen i Nordeuropa i Basfallet. Electricity production in Northern Europe in the Base case.

I Figur 4 redovisas mer i detalj hur produktionskapaciteten ser ut i de olika
nordeuropeiska landerna, dels idag och dels f6r 2030 baserat pa vara antagande i
Basfallet. Redan idag kan vi alltsa konstatera att kapaciteten for vind och sol ar
avsevdrd, inte minst i Tyskland men &ven i de fyra nordiska landerna. Siffrorna for
2017 inkluderar samtliga reaktorer i Sverige sandr som pa O1 och O2. R1 och R2
antas fasas ut runt 2020 vilket innebér att den aterstaende kapaciteten i svensk
kdrnkraft uppgér till 6,6 GW ar 2030 i Basfallet.

Som vi namnt tidigare sa forutsatter vi i Basfallet att utbyggnaden av férnybar
elproduktion fortsdtter med oférminskad styrka till 2030 samtidigt som den
termiska produktionskapaciteten (kdrnkraft och framforallt kolkraft) reduceras.
Det gor att de fornybara kraftslagen fullstandigt dominerar med avseende pa
kapacitet ar 2030. Denna bild for 2030 ar darmed vart utgangslage for de
modellberakningar med avseende pa elproduktion (och fjarrvarmeproduktion) som
dr i centrum for denna studie. Vi aterkommer till detta langre fram i rapporten.
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Figur 4: Produktionskapacitet fér el i Nordeuropa ar 2017 (till vinster) respektive 2030 i Basfallet (till héger).
Kallor for 2017: Energiféretagen Sverige, SvK, Statistics Finland, Energistyrelsen, SSB, Fraunhofer, Agora, JRC
samt egna antaganden. Electricity-generation capacity in Northern Europe in 2017 (left panel) and in the Base
case in model year 2030 (right panel).
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I Figur 5 redovisas samma information som i féregdende Figur 4 men, for
tydlighets skull, endast for de fyra nordiska landerna.*
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Figur 5: Produktionskapacitet for el i Norden ar 2017 (till vinster) respektive 2030 i Basfallet (till hoger).
Electricity-generation capacity in the Nordic countries in 2017 (left panel) and in the Base case in model year 2030
(right panel)

4 Det naturgaseldade Oresundsverket i Malmé stangdes tidigt 2017 och ingar inte i sammanstéllningen.
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3 De svenska fjarrvarmesystemen

I detta kapitel redogor vi kort for de befintliga fjarrvarmesystemen i Sverige samt
forutsattningarna for den fortsatta utvecklingen i enlighet med vart Basfall.

Efterfrageutvecklingen pa fjarrvarme i Sverige sedan 1970 aterfinns i Figur 6. Efter
en tydlig tillvaxtfas under 70-, 80- och 90-talen sa har 6kningstakten dampats
avsevdrt (Figur 6). En del forklaras av 6kad konkurrens pa virmemarknaden
(framforallt med varmepumpar och effektiviseringar) men dven av det faktum att
de hoga marknadsandelarna inom vissa sektorer sdtter ett naturligt tak.
Marknadsandelen berdknad pa det nyttiga energibehovet for uppvarmning (det
vill sdga efter energiomvandlingssteget) for fjarrvarme uppgéar idag till Gver 80%
for flerbostadshus, drygt 70% for lokalbestandet och runt 15% for smahus (Kalla:
Energimyndigheten)
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Figur 6: Fjarrvarmebehovets utveckling fran 1970 till 2016 (Kalla: Energimyndigheten). The development of
district-heating demand between 1970 and 2016.

De svenska fjarrvarmesystemen uppgar till omkring 350 stycken och utgor ett
mangfacetterat kollektiv med avseende bade pa sammansattning och storlek, se
Figur 7. De 20 storsta systemen star for omkring 60% av de totala
fjarrvarmeleveranserna. Darmed &r de aterstaende drygt 300 systemen sma eller
mycket sma. Denna mangfald gor det ocksa svart att beskriva de svenska
fijarrvarmesystemen i ett enhetligt modellverktyg utan att samtidigt ge avkall pa
detaljrikedom och/eller antal system som ingér i modellbeskrivningen. Vi
aterkommer till denna problemstéllning, och hur vi hanterat den, i metodavsnittet.
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Figur 7: Tillférda brénslen i de svenska fjarrvirmesystemen rangordnade efter storlek pa
fjarrvarmeleveranserna (den bla linjen) ar 2016. Det 6vre diagrammet visar samtliga system som omfattas av
Energiforetagen Sverige statistik medan det undre diagrammet visar de ca 80 st6rsta systemen (Kalla:
Energiforetagen Sverige). Fuels used in Swedish district-heating systems arranged according to the size of heat
deliveries (blue line) in 2016. The upper panel presents all systems while the lower panel presents the 80 largest
systems.

3.1 UTVECKLINGEN MOT 2030

Var utgdngspunkt for den langsiktiga utvecklingen for de svenska
fjarrvarmesystemen &r dels modellberdkningar med TIMES-NORDIC-modellen
och dels uppgifter fran enstaka fjarrvarmeforetag med avseende pa investeringar i
ny kapacitet fram mot 2030 (vi aterkommer till forutsdttningarna for de enskilda
fjarrvarmesystemen i metodkapitlet). TIMES-berdkningarna som vi tog upp i
foregéende kapitel om elsystemet genererar ocksa resultat med avseende pa
fjarrvarmen i Sverige. Detaljrikedomen ar, for ett givet ar, tydligt ldgre an det
modellverktyg som vi utnyttjat i denna studie (och som vi kommer att redogora
for i kommande metodkapitel) men TIMES-NORDIC ger oss icke desto mindre
stod for den lingsiktiga utvecklingen mot 2030. I Figur 8 redovisar vi
berdkningsutfallet for Basfallet. Det visar att for &r 2030 sa aterstar endast en
mycket liten andel fossila bransleslag i fjarrvarmeproduktionen. Detta omfattar
hyttgaser och en liten andel eldningsolja for topplastperioder, samt plastinnehallet
i det brannbara avfallet (plasten ingar i posten “Brannbart avfall” i Figur 8).
Kraftvirmeproduktionen é&r alltsa helt fossilfri &r 2030 om man undantar
plastinnehallet i det brannbara avfallet. Avfallsforbranning och biobranslen blir
foljaktligen de helt dominerade energislagen i produktionsmixen. Vi kan ocksa
konstatera att vi raknar med en nagot lagre fjarrvarmeforbrukning 2030, i
storleksordning ett par procent, an vi har idag till f6ljd av konkurrens pa
varmemarknaden. Detta ar alltsa ett berdkningsresultat fran TIMES-NORDIC-
modellen som en direkt f6ljd av bland annat energiprisutveckling,
befolkningsutveckling, boendeyta och, darigenom, efterfragan pa uppvarmning.
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Figur 8: Fjarrvarmeproduktionens langsiktiga utveckling i Basfallet baserat pa TIMES-NORDIC-berdkningar. The
long-term development of district-heating supply in the Base case taken from TIMES-NORDIC model calculations.
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4 Metodik och berakningsforutsattningar

I foregaende kapitel redogjorde vi oversiktligt f6r hur utvecklingen inom el- och
fijarrvarmesystemen ser ut i vart Basfall. Vi tog intryck av TIMES-NORDIC-
modellen som skapade utgdngslaget for den produktionskapacitet, framforallt pa
elsidan men dven delvis pa fjarrvarmesidan, som vi antar finns pa plats ar 2030. I
detta kapitel kommer vi att mer i detalj redogora for det modellverktyg, EPOD,
som vi utnyttjat, och som vidareutvecklats, inom ramen f6r denna
forskningsstudie. EPOD-modellen fokuserar inte p& den langsiktiga utvecklingen
utan pa hur produktionssystemen (for el och fjarrvarme) kors i detalj for ett givet
ar i framtiden (eller i ar). Vi kommer ocksa i detta kapitel att redovisa ett antal
viktiga indata for sjdlva modellberdkningarna.

4.1 EPOD - EN DISPATHMODELL FOR EL OCH FOR SVENSK FJARRVARME

EPOD-modellen (European POwer Dispatch) dr utvecklad inom ramen for ett
flerarigt forskningssamarbete mellan Chalmers och Profu och finns beskriven i
Goransson (2014) och Johnsson mfl. (2014).> Utvecklingsarbetet har fortsatt dven
efter dessa publikationer men fokus har hela tiden legat pa det europeiska eller
nordeuropeiska elsystemet. Den foreliggande forskningsstudien har majliggjort
ytterligare ett viktigt steg i vidareutvecklingen av EPOD genom att en detaljerad
beskrivning av de svenska fjarrvarmesystemen integrerats i modellverktyget.
Fjarrvarmesystemen utanfor Sverige ar inte explicit beskrivna i EPOD sénar som
pa att elproduktionen fran samtliga kraftvarmeverk ingéar.

EPOD éar en produktionssimuleringsmodell, en sa kallad ”dispatch”-modell.
Denna typ av berakningsmodell bestimmer for en given tidsperiod, i vart fall ett
ar, den optimala (med lagst produktionskostnad) produktionsmixen av el och
fjarrvarme for ett givet behov av savail el som fjarrvarme. Balansen mellan utbud
och efterfragan (pa el och fjarrvdarme) maste vara uppfylld varje timme.6
Modellresultaten kan salunda avlasas for varje timme under &ret.” Aret i sin tur
valjs beroende pa fragestéllning och kan alltsa vara ett nulédge eller ett ar i
framtiden. Som namnts tidigare &r var tidshorisont i denna studie 2030 vilket
foljaktligen ar vart modellar. Det ska inte tolkas strikt i den mening att det vi
analyserar har avser exakt kalenderar 2030 utan det ska istéllet tolkas som ett
”2030-perspektiv”, det vill sdga ett ar kring 2030, kanske danda uppemot 2035.

I modellen finns en lang rad av ytterligare begransningar och randvillkor sasom
overforingsbegransningar mellan regioner och ldnder (stamnétet) och olika

5 Goransson L. 2014, The impact of wind power variability on the least-cost dispatch of units in the
electricity generation system, Thesis for the degree of doctor of philosophy, Chalmers.

Johnsson F., Unger T., Axelsson E. och Claesson-Colpier U. (eds.) 2014, “European Energy Pathways —
Towards a sustainable European electricity system”, ISBN: 978-91-978585-6-4.

¢ Vi réknar i denna studie inte med lagring eller lastforskjutning for vare sig el- eller
fjarrvarmeforbrukning. Pa produktionssidan kan dock el lagras i vattenmagasinen och fjarrvarme i
ackumulatorer i vissa fjarrvarmesystem.

7 Aven om EPDO ir forberedd for att koras pa timniva har vi anvant oss av tretimmarsintervall (var tredje
timme berédknas istillet for varje) i denna studie for att korta berdkningstiderna till mer hanterliga nivaer.
Vi har inte skil att tro att denna forenkling skulle inverka i nagon signifikant omfattning pa vara resultat.
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driftsbegransningar for olika typer av produktionsanlaggningar. Den ekvation som
sakerstéller att energibehovet mots av en energitillforsel kallas for balansekvation.
I EPOD finns tva huvudgrupper av balansekvationer, ndmligen for el och for
fjarrvarme. Den kostnadsfunktion som ska minimeras i berdkningarna samtidigt
som balansekvationerna, och en lang rad andra randvillkor, uppfylls kallas for
malfunktion. I vart fall ar det alltsd systemkostnaden som utgér mélfunktionen. En
minimering av systemkostnaden leder till att produktionsslag med lagst rorliga
kostnader, inom givna begransningar exempelvis med avseende pa kapacitet och
tillganglighet, anvands forst. Detta resulterar i att marginalkostnaden for den sista
produktionsenheten som behovs for att mota efterfragan pa el eller fjarrvarme
faststaller respektive systems, eller regions, marginalkostnad for el eller fjarrvarme.

4.2 GEOGRAFISKA SYSTEMGRANSER

De geografiska systemgrénserna for EPOD, sa som modellen utnyttjats i denna
studie, utgors av landerna i norra Europa (se Figur 9).8 Landerna i sin tur indelade
i olika elprisomraden definierade av viktiga flaskhalsar i eléverforingen pa
stamnétsniva. For Sveriges del motsvarar indelningen de verkliga elomradena
medan vi delat in exempelvis Norge i farre elomraden (3 st) &n vad som finns i
verkligheten. Tyskland utgor i verkligheten endast ett elprisomrdde medan vi i vér
modellansats istdllet delat in landet i fem elprisomraden definierade av viktiga
flaskhalsar i stamnaétet. Varje elprisomrade i EPOD har ddrmed ett antal
overforingsmajligheter till, respektive fran, omkringliggande regioner som
inkluderar bade flaskhalsar inom ett land samt sammankopplingar mellan lander.
Eftersom vi i var modellanalys anvéander oss av 21 elprisomraden som beskriver
Nordeuropa sa genereras ocksa 21 st marginalkostnader for el (timme {6r timme)

8 Modellverktyget hantera egentligen elsystemet i samtliga lander i Europa indelat i olika elprisomraden.
Det ar ocksa en vanlig systemgrans nar EPOD utnyttjas i den forskning som bedrivs pa Chalmers. I detta
projekt har vi dock av praktiska och resursmassiga skél begransat modellanalysen till Nordeuropa.
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Figur 9: Elomraden i Nordeuropa modellerade i EPOD sa som modellen anvénts i denna studie. Electricity-price
areas in Northern Europe as specified in the EPOD mode and covered in this study.

Att utveckla och utnyttja ett komplext modellverktyg av det slag som EPOD utgor
innebar alltid en avvagning mellan detaljrikedom och vad som &r praktiskt
hanterbart. Och i forlangningen ocksa vad som é&r relevant {or sjéalva
fragestdllningen, for att inte ndimna transparensen i modellanalysen. Att infora fler
regioner och dka uppldsningen ytterligare pa exempelvis
produktionsanldggningar, tid, energibehov samt dverforingsbegransningar
(exempelvis pa lagre spanningsnivaer) skapar naturligtvis ytterligare mojligheter
till mer detaljerade och precisa analyser av exempelvis olika driftsituationer i
elsystemet. Foljden blir langre berakningstider och en storre volym av dels indata,
och inte minst, utdata. Eftersom vi i forsta hand anvéander oss av verktyget for att
Oka forstaelsen for framtidens (och dagens) energisystem sa bor man vara mycket
0dmjuk infor de stora osédkerheter som dr ofrankomliga i sddana analyser, inte
minst om tidsperspektivet dr stort. Aven av det skilet finns det alltsa anledning att
vélja omfattning och detaljrikedom med omsorg. En nog sa detaljerad modell kan
inte undanrdja sddana osakerheter. Var modell som vi utvecklat och anvént inom
ramarna for denna studie ar tvivelsutan mycket komplex och avancerad. Det maste
den vara for att svara pa vara fragestallningar som ocksa ar komplexa till naturen.
Och dven om modellen kan utvecklas ytterligare, vi tar upp en del begransningar
langre fram i texten, s& dr var tro att den i nuvarande skick ar vl lampad att svara
pajust de analysfragor som denna studie ar satt till att gora.

4.3 NY RESPEKTIVE BEFINTLIG KAPACITET

EPOD bygger pa en mycket detaljerad databas dver befintliga
produktionsanldggningar for el i Nordeuropa och {or fjarrvarme i Sverige. Det
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aktuella laget for kraftverken i Nordeuropa har delvis uppdaterats i denna studie.
Nar det galler databasen 6ver fjarrvirmeanldggningarna har den alltsa skapats
som ett direkt resultat av denna studie. Varje produktionsanldggning beskrivs med
kapacitet, brénsle, verkningsgrad, produktionstyp (kraftvirme, industriellt
mottryck eller kondens), byggnadsér samt, i forekommande fall avvecklingsar.
Med utgangspunkt frdn antaganden om livslingder kan vi darmed se om
anldggningen fortfarande kan antas vara tillganglig i ett givet framtida ar eller om
den fallit for dldersstrecket. Anldggningar kan ocksa fasas ut av andra skal an
alder, exempelvis till £6ljd av politiska beslut. I sjalva modellformuleringen infor vi
ytterligare parametrar f6r de olika produktionsslagen, exempelvis med avseende
pa drift, revisioner med mera.

Vind- och solel beskrivs i termer av tillganglig kapacitet och timvisa
produktionsprofiler, som skiljer sig mellan regioner och mellan olika typer av
vindkraftverk (egentligen grupper av vindkraftverk). Det senare omfattar
framforallt skillnader i prestanda beroende pa alder. I modellen skiljer vi ocksa pa
landbaserad och havsbaserad vindkraft. Vattenkraften beskrivs i modellen med
hjalp av tillgéanglig kapacitet och en tillrinningsprofil per elomrade. Beroende pa
vattenmagasinens storlek, vissa effektrestriktioner och 6vriga
systemforutsattningar sa kan modellen vilja att tomma eller fylla pd magasinen.
En del av tillrinningen méaste dock koras genom turbinerna direkt. I modellen
beskrivs vattenkraften som en grupp inom varje elprisomrade, det vill saga de
enstaka kraftverken ar inte separat modellerade.

Att kora modellen med utgangspunkt fran varje enstaka (termisk)
produktionsanldaggning ar fullt gdrbart men resulterar vanligtvis i langa
berakningstider med Nordeuropa som system(typiskt dygn beroende pa
datorkraft). Av det skalet har vi grupperat in de enstaka termiska kraftverken pa
elsidan i olika klasser beroende pa bransle, alder och verkningsgrad. Sa istéllet for i
storleksordningen 10000-tals anldggningar kommer vi darmed ner till det mer
hanterbara 1000-tals anlaggningar vilket danda ar ett ansenligt antal. Néar det galler
fjarrvarmeanlaggningarna i Sverige sa delas de inte in i olika grupper. Déar raknar
vi pa varje anldggning var for sig.

Salunda far vi en mycket detaljerad beskrivning av elsystemet i Nordeuropa
genom att vi utgar fran en databas som ar uppbyggd pa anldggningsniva.

Ny produktionskapacitet (for el och fjarrviarme) laggs i modellverktyget in som
tillkommande produktionsenheter och beskrivs med samma parametrar som de
befintliga anldggningarna. Nytillkommen kapacitet pa elsidan bestdims med fordel
ur en foregaende TIMES-NORDIC-beréakning (se tidigare kapitel om
scenarioforutsattningar), men kan ocksa bestimmas pa andra grunder. TIMES-
NORDIC har en betydligt enklare tidsupplosning och beskrivning for
driftsituationer inom ett &r men formar & andra sidan att investera i ny kapacitet
som resultat av en lang rad omvarldsforutsattningar. Pa sa satt kan man séga att
EPOD och TIMES-NORDIC kompletterar varandra mycket véal. TIMES-NORDIC-
modellen har inte varit central i denna studie pa samma satt som EPOD. Vi har
istéllet forlitat oss pa de TIMES-NORDIC-berdkningar som gjorts inom ramarna
for NEPP-projektet och anvént dessa som utgadngspunkt for denna studie.
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TIMES-NORDIC ger ocksa berdkningsresultat for fjarrvarmen i Sverige men pa en
avsevart mycket mer aggregerad niva dn den beskrivning som aterfinns i EPOD.
Av det skalet har vi kompletterat TIMES-NORDIC-modellens resultat for
utvecklingen av den svenska fjarrvirmens produktionsmix med ytterligare
antaganden kring nya produktionsanldggningar for de olika fjarrvirmesystemen.
For ndgra system har vi genom kontakter med respektive fjarrvarmeforetag fatt
tillgang till uppgifter om vilka investeringar som ar rimliga att rakna med i ett
2030-perspektiv. For andra system har vi gjort vissa egna antaganden. Som vi
ndamnt tidigare har vi helt fasat ut all fossil kraftvirme i Sverige till 2030. En del av
denna kapacitet antar vi ersatts av ny biobrénsle- eller avfallskraftvarme och da
alltsa baserat pa TIMES-NORDIC-berdkningar men ocksa pa egna antaganden
samt en dialog med nagra av fjarrvarmeforetagen.

4.4 PRODUKTIONSANLAGGNINGAR | FJARRVARMESYSTEMEN

I de svenska fjarrvarmesystemen ingar foljande produktionstekniker i
modellbeskrivningen: kraftvdarme, hetvattenpannor (brédnsle- och elbaserade),
varmepumpar, samt restvdarme fran industrier, det vill sdga industriell spillvarme.
Forutom produktion har flertalet system dven ackumulatorer. Beroende pa
framforallt rorliga produktionskostnader och tillganglighet, och ddrmed
utnyttjningstider, kommer de olika ingadende anldggningarna att koras som
antingen baslastproduktion, mellanlastproduktion eller topp-/spetslastproduktion.
Det finns ocksé anldggningar som i huvudsak fungerar som reservproduktion.
Baslastanlaggningar utgors ofta stora och mindre flexibla anlaggningar med laga
rorliga kostnader och hoga investeringar, t.ex. avfallskraftvarmeverk. Spillvirme
brukar ocksa ingé i baslast-segmentet och &r i forsta hand ett resultat av en
leveransoverenskommelse mellan fjarrvarmeforetaget och det levererande
industriforetaget. Vi antar att spillvarme kors till mycket laga rorliga kostnader. Vi
gor alltsa inga ytterligare antaganden kring de faktiska leveransavtalen.
Mellanlastproduktionen utgors av anldggningar med lite kortare utnyttjningstid,
oftast anvands ett dyrare brénsle dn for baslast och anldggningen &ar generellt mer
flexibel i produktionssattet. Exempel pa produktion i mellanlastsegmentet &r
varmepumpar och kraftvirmeverk eldade med skogsflis. Topp- eller
spetslastanldggningar utnyttjas forst dd varmebehovet ar riktigt hogt, typiskt kalla
vinterdagar. Sddana anldaggningar &r ofta av typen hetvattenpanna och har hoga
rorliga kostnader da de eldas med exempelvis litt eller tung eldningsolja eller
bioolja. Aven elpannor hor dit. De olika produktionskategorierna illustreras i en
principbild i Figur 10.
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Figur 10: Principbild 6ver fordelningen mellan baslast, mellanlast och topplast. Férdelningen kan se olika ut i
olika system. Schematic figure of the distribution of base load, intermediate load and peak load. The distribution
may differ between district-heating systems.

Som bekant genererar kraftvarmeverken bade fjarrvarme och el samtidigt medan
hetvattenpannor endast producerar fjarrvarme eller anga for uppvarmning. De
olika branslena som ingar i modellbeskrivningen och som kan komma till
anvandning i de termiska verken omfattar avfallsbrénslen (RT-flis eller blandat
avfall), skogflis, pellets, naturgas, ldtt och tung eldningolja, kol, hyttgaser, gasol
samt bioolja.

El i fjarrvarmeproduktionen utnyttjas i elpannor och i virmepumpar.
Verkningsgraden for en elpanna &r nara 100% medan vi raknar med ett COP-virde
for virmepumpar pa typiskt 3.

Som vi namnt, aterfinns ackumulatorer i vissa av vara inkluderade
fjarrvarmesystem. En ackumulator inom ett fjarrvarmesystem bestar oftast av ett
vattenmagasin som haller en hog temperatur. Ackumulatorerna &r i EPOD
beskrivna med en energivolym, en uttags- och laddningseffekt samt en
verkningsgrad som beaktar energifdrlusterna (ju langre tid man vantar med
urladdning desto mer varme gar forlorad; energiforlusterna ar dock generellt sma).
Ackumulatorer kan utfora foljande systemnyttor:

e Ersdtta produktion som faller bort pa grund av ofdrutsedd otillgénglighet.

e Lastutjamning, undvika start och stopp av anldggningar samt stora
effektforandringar pa anldggningar for korta tidsperioder.

e Reducera anvandningen av fossila bréanslen samt eliminera topproduktion vid
kalla tidsperioder.

e Mojliggora elproduktion under perioder med lag varmelast dar varmen fran
elproduktionen gér att lagra under exempelvis perioder med hoga elpriser

4.5 MODELLERADE FJARRVARMESYSTEM

I foregdende kapitel gav vi en kort 6verblick dver de svenska fjarrvarmesystemen.
Till £6ljd av det stora antalet och den mangfald som finns med avseende pa
produktion och resursbas sa kunde vi ocksa konstatera att det inte dr en enkel
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uppgift att inordna alla dessa i ett mer hanterbart antal typiska system (for att
beskriva hela Sveriges fjarrvarmeproduktion).

Vi har valt att i detalj beskriva 31 verkliga system som tillsammans star for 6ver
60% av de totala fjarrvarmeleveranserna i Sverige (se Tabell 1). Nagra av dessa har
vi lagt samman till ett regionalt system, exempelvis de olika systemen i Stockholm
som bildar ett Storstockholmssystem (Stockholm, Solna, Sundbyberg, Danderyd,
Sodertélje och Sodertdrn) samt Lund, Landskrona, Ortofta och Lomma som bildar
ett regionalt system i Skane. Helsingborg (som i verkligheten samverkar med
Lund-Landskrona-systemet) ar ddremot modellerat som ett separat system. I
Goteborgssystemet ingar forutom Goteborg dven Molndal och Kungilv. Totalt har
vi ddarmed 20 “verkliga” modellerade fjarrvarmesystem (eftersom nagra mindre
grupperats ihop), se Figur 11.
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Figur 11: De verkliga fjarrvirmesystemen som ingar i modellverktyget EPOD och som omfattas av denna
studie. Real district-heating systems included in the EPOD model and the present study.

Hur mycket av fjarrvarmebehovet och hur mycket av bransleanviandningen som vi
tacker in genom valet av vara “verkliga” fjarrvarmesystem sammanfattas i Tabell
1. Forutom lejonparten av fjarrvirmeunderlaget tiacker vi med vara “verkliga”
system som implementerats i modellbeskrivningen in den absoluta majoriteten av
avfallsforbranningen och de fossila branslena samt elanvandningen. Andelen av
den totala installerade elkapaciteten for de svenska kraftvirmeverken som
aterfinns i vara ”verkliga” system uppgar till ca 80% vilket far anses vara en hog
siffra i sammanhanget.

Tabell 1: Andel av fjarrvarmeunderlaget och av bransleanvandningen i fjarrvarmesystemen som tacks in av

vara modellerade "verkliga” system enligt Energiféretagen Sveriges statistik. Share of district-heating use and
fuel use covered by our model versions of “real” systems according to the statistics by Swedenergy.
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FV- Tillfort Tillfort  Tillfort fasta Tillfort fasta  Tillfort Tillfort Tillfort Tillfort el
leveranser, avfall for avfall for biobranslen biobranslen spillvirme fossila fossila for FV
GWh FV el for FV for el och rgk branslen till brénslen
FV till el
62% 76% 77% 38% 60% 55% 86% 99% 90%

De “verkliga” systemen ar beskrivna pa anlaggningsniva och innehaller hela
spektrumet av anldggningar for bas- mellan- och topplast. Vi har sa langt som
mojligt utnyttjat verkliga data for olika tekniska parametrar som verkningsgrad,
brénsle, effektstorlek och elkvot. Mycket av den informationen har vi hamtat fran
publika kéllor, dels fran fjarrvarmeforetagen och dels fran miljorapporter. En hel
del datamaterial har vi ocksa fatt fran fjarrvarmeforetagen genom direkt
kommunikation.

De aterstaende drygt 35% av det svenska fjarrvarmeunderlaget, de som alltsa inte
ingar som “verkliga” system i modellbeskrivningen, har vi fogat samman till ett
“restsumma”-system, ett for varje elprisomrade det vill sdga totalt fyra sddana
system. Dessa system hanterar den aterstaende eleffekten i kraftvirmen samt olika
aterstdende brénsleslag som anvands (inklusive el), nir de verkliga systemen ar
definierade. De branslemangder som utnyttjas i respektive ”"restsumma”-system &r
skillnaden mellan den totala bréansleanvandningen, for respektive bréansleslag, for
de svenska fjarrvarmesystemen enligt Energiforetagen Sveriges officiella statistik,
och den bransleanvandningen som vi erhaller fran de ”verkliga” systemen (efter en
modellkdrning for basaret 2017). “Restsystemen” bestar av kraftviarme fran avfall
och biobrénslen, spillvarme, varmepumpar, bio- och fossilbaserad
hetvattenproduktion. Pa sé satt skapar vi fyra teoretiska system som alltsa inte
finns i verkligheten, i syfte att finga in de aterstaende fjarrvarmesystemen, men
som dnda é&r tillrackligt mangfacetterade for att spegla hur verkliga
fjarrvarmesystem uppfor sig.

Sammantaget har vi alltsa inte mindre dn 24 fjarrvarmesystem beskrivna i
modellverktyget som var fOr sig genererar en unik sammansattning av
berdkningsresultat som exempelvis produktionsmixen och marginalkostnaden for
fjarrvarmeproduktionen for varje enskild timme. Ur varje modellberdkning
genereras alltsd en mangd resultat for varje enstaka fjarrvarmesystem. Vi véljer
dock i denna studie att inte ga in pa berdkningsresultat for enstaka
fjarrvarmesystem med nagot enstaka undantag. Vart fokus ér istdllet
modellresultat pa Sverigeniva, det vill sdga hur det samlade svenska
fjarrvarmesystemet paverkas av de har analyserade forandringarna pa
elmarknaden. Trots att modellresultaten alltsa innehaller langt mer information &n
det vi redovisar har.

4.5.1 Lastkurvor

Varje fjarrvarmesystem, de “verkliga” saval som de fyra “restsumma”-systemen,
har att mota en fordefinierad fjarrvarmeforbrukning enligt en specificerad
lastprofil, timme for timme. Vi har begrédnsat oss till endast fyra olika profiler, en
for varje elomréade. Det innebar alltsé att alla system i exempelvis elomrade 2 har
samma lastprofil medan de i exempelvis elomréde 3 har en annan (men
sinsemellan densamma) lastprofil for fjarrvarme. Daremot dr den levererade
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arsvolymen i TWh unik for respektive fjarrvarmesystem och antas, som vi naimnt
tidigare, vara nagot ldagre ar 2030 an idag. Lastprofilerna for fjarrvirmesystemen i
elomrade SE1 bygger pa Luleés verkliga profil (Kalla: Lulea Energi), for
fjarrvarmesystemen i SE2 ansétter vi den verkliga profilen som observerats i
Sundsvall (Kalla: Sundsvall Energi), for fjarrvarmesystemen i SE3 s géller
Stockholms profil (Kalla: Stockholm Exergi) och, slutligen, s& har vi anvént
Malmos fjarrvarmelastprofil for samtliga system i elomrade SE4 (Kélla: EON).

Vi antar att lastprofilerna dr desamma ar 2030 som idag.

4.5.2 Driftmodellering

Som ett komplement till den generellt beskrivna modellformuleringen har ett antal
funktioner implementerats for att skapa en mer verklighetsférankrad modell med
avseende pd hur enstaka fjarrvarmeanldggningar kors, namligen prioriterad drift,
frivillig avstallning (revision), min-last och variabel elkvot. Vissa av dessa
funktioner berdr aven elproduktion utanfor elsystemet, exempelvis karnkraft (min-
lastbergransningar, startuppkostnader och revision) och industriellt mottryck
(frivillig avstangning).

Prioriterad drift

Prioriterad drift ar ett sitt att tvinga in viss typ av produktion. Avfallsfdrbranning
ar en teknik som vi valt att prioritera in i fjarrvarmeproduktionen i de system dar
den finns med. Avfallsbaserad fjarrvarmeproduktion dr med dagens prisldge pa
avfall och el (om kraftvarmeanldggning) den teknik som enligt principen om lagsta
rorliga kostnad kommer producera forst. Det kan dock uppsta situationer med
exempelvis extremt hoga elpriser da modellen istillet hade valt en annan teknik
fore avfallsforbranning, en teknik med ett vdsentligt hogre elutbyte. Aven om det
idag finns tillfallen dd man kor anldggningar pa just det sittet har vi anda valt bort
den typen av undantrangning av avfallsforbranning genom prioritering (for att pa
sa sdtt sakerstdlla en jamnare drift av avfallsanldggningarna).

Frivilliga avstillningar

Frivilliga avstallningar, har implementerats for att beskriva den arliga revisionen
som de flesta stora verk genomgar. I synnerhet ar detta aktuellt for anlaggningar
som kors som typiska baslastanldggningar med langa drifttider som exempelvis
kdrnkraften i Norden. Aven industriell mottrycksproduktion ar beskriven med en
revisionsperiod under sommaren. For fjarrvarmesystemen &r det de stora
kraftvarmeverken som beskrivs med en revisionsperiod, denna ligger under
sommaren och varar mellan 4-8 veckor.

I modelleringen rdaknar vi inte med ofrivilliga avstéllningar sdsom oplanerade
driftavbrott eller liknande. Vi utgér fran att alla styrbara tekniker ar fullt
tillgangliga (vilket inte dr detsamma som att de utnyttjas i berdakningarna) under
samtliga timmar sdnédr som pa perioderna med planerad avstangning som vi tog
upp i foregéende stycke. I verkligheten maste man ta hojd for en viss risk for
oplanerade avbrott nar effektbalansen inom en viss given region ska varderas.
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Minsta lastnivad (min-last)

Minlastbegransningar avser den problematik som generellt dr associerad till
relativt icke flexibla termiska anldggningar som av olika skal inte kors under en
viss effektniva. For kdrnkraftverken utnyttjar vi en relativt sofistikerad funktion
som begransar driften till 80% av den nominella effekten. Dessutom é&r aterstart
eller uppstart associerad med en kostnad vilket medfor att modellen undviker att
kora reaktorerna i cyklisk drift, precis som i verkligheten. For avfallsforbranning i
fjarrvarmesystemen utnyttjar vi en enklare princip. En férutbestimd och inbordes
ordning av dessa anldggningar stélls mot behovet vid varje tidssteg. Om behovet
ar mindre dn minlast-begransningen for respektive anlaggningen faller den bort
och nésta (prioriterade) anldggning pa tur och som omfattas av minlast-
begransningen testas. Att i ett modellverktyg av EPODs slag infora olika
begréansningar relaterade till driften sisom minlastbegréansningar leder snabbt till
okad komplexitet och l&nga berdkningstider. Vi har darfor aven i detta fall valt en,
for vara syften, lamplig balans mellan detaljrikedom och praktisk modellering.

Variabel elkvot

Maénga kraftvarmeverk har mojligheten att fran ett kraft- och varmeproducerande
driftlage (i den sa kallade “mottryckspunkten”) styra 6ver mot mer
varmeproduktion genom att dra ner pa den el som produceras utan att andra
panneffekten. Man kallar det for att direktdumpa anga. Kraftvarmeverket ror sig
da mot en driftkonfiguration som mer liknar en hetvattenpanna. For vissa
anldggningar existerar dven det motsatta, det vill sdga mer el kan produceras
genom att styra 6ver anga fréan fjarrvarmeproduktionen till lagtrycksdelen i
turbinsteget. I detta fall borjar kraftvarmeverket likna ett kondensverk och man
behdver nagon form av aterkylning. Vi antar att den forra optionen,
direktdumpning, aterfinns sa gott som pa alla kraftvarmeverk i Sverige medan den
senare optionen ar forbehallen ett begransat antal storre anlaggningar. I vilken
driftpunkt som kraftvarmeverket befinner sig for en given timme bestams av
elpris, alternativkostnad for fjarrvarmeproduktionen och kraftverkets rorliga
kostnader.

4.6 NAGRA VIKTIGA INDATAEXEMPEL

Nagra viktiga brénslen och deras respektive priser {6r modellaret 2030 anges i
Tabell 2 nedan. De fossila branslepriserna utgor importpriser vilket innebar att
vissa transportpaslag till anlaggning tillkommer. Biobranslepriserna, ddremot, ar
uttryckta som fritt anldggning. Industriell spillvdrme antas ha rorliga kostnader pa
0 EUR/MWh f6r samtliga system dér spillvarme finns med.

Utover branslekostnader tillkommer energi- och koldioxidskatter for de fossila
branslena. Den slutliga skattekostnaden beror dessutom pa om brénslena anvands
i kraftvarmeverk eller hetvattenpannor. I var analys utgar vi fran dagens (2018)
skattesatser och antar att dessa ligger kvar pa samma niva i modellar 2030.
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Tabell 2: Antagna brinslepriser (importpriser) for modellar 2030 (avfallets negativa ”pris” bestams av
mottagningsavgiftens storlek). Fuel-price assumptions (import prices) for model year 2030 (negative prices of
municipal waste correspond to gate fees)

Kol Naturgas LEO TEO Skogsflis Pellets RT- Bioolja Avfall
flis
EUR/MWh 9 25 65 50 21 33 10 80 -18

Priset pa CO2 inom EU ETS antas vara 30 EUR/t. Elcertifikatpriset antas vara
forhallandevis lagt pa grund av det stora utbudet av fornybar elproduktion,
ndmligen 5 EUR/MWHh. For enkelhets skull antar vi att alla férnybara kraftslag i
Sverige och Norge erhaller denna extra intékt. Eftersom EPOD-modellen inte &r en
investeringsmodell sa far detta bara betydelse for de rorliga kostnaderna som ju
redan fran borjan &r laga for fornybar elproduktion (men da alltsa blir ytterligare
nagot lagre). Aven i de andra linderna har vi antagit ett rorligt produktionsstod.
Detta kan medfora att det berdknade elpriset faktiskt kan bli lagre &n noll under
vissa timmar da fornybar elproduktion med mycket ldga rorliga kostnader,
exempelvis vindkraft, bestammer priset.

Nar det galler elforbrukningens utveckling sa har vi i tidigare avsnitt konstaterat
att vi antar en mattlig 6kning till 2030. For Sveriges del innebar det att
bruttoelanvéndningen dkar med ca 6 TWh jamfort med idag. Aven om el for
uppvarmning antas minska med nagra TWh till 2030 sa innebér detta ingen
dramatisk elektrifiering av de 6vriga sektorerna. For Nordeuropa som helhet sa
antar vi att elférbrukningen (brutto) 6kar med knappt 80 TWh jamfort med idag
vilket innebar en arlig 6kning pa ca 0.6%.

Nar det géller fjarrvarmebehovets utveckling till 2030 har vi, baserat pa de TIMES-
NORDIC-berdkningar for Basfallet som vi diskuterade i foregaende kapitel, valt att
utgd fran en marginell minskning med ett par TWh for Sverige som helhet jamfort
med idag. Det innebér en minskning pa mindre &n 4%. Vi har f6r enkelhets skull
antagit att minskningen i fjarrvarmeunderlaget 4r densamma, procentuellt sett, for
samtliga modellerade fjarrvarmesystem.

4.7 BERAKNINGSFALL

Utbyggnaden av fornybart och i vilken utstrackning vi runt 2030 kommer ha
fortsatt tillgang till karnkraft ar tva stora osdkerhetsfaktorer for den framtida
svenska eltillforseln. Saken blir inte enklare av att de bagge faktorerna ar
sammankopplade. Ju mer fornybart som integreras i systemet desto lagre elpriser,
allt annat lika, och desto samre lonsamhet for de befintliga kdrnkraftverken. Av det
skalet ar det just volymen av variabel elproduktion och tillgangen till kdrnkraft i
framtiden som &r central for de olika berdkningsfallen. Vi utgar darfor fran
Basfallet i vara modellkérningar men komplettera med en serie andra
berdkningsfall dar vi varierar produktionen (och den installerade kapaciteten) fran
fornybar elproduktion och tillgangen till kdarnkraft. Vi tar ocksa upp ett
berdkningsfall dar vi utdkat andelen fornybar el dven i vara ndrmaste grannlander.
Dessutom tittar vi ndrmare pé hur variationen i tillrinning i vattenkraftverken
paverkar elsystemet och, i forlangningen, fjarrvarmesystemen. Det gor vi genom
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att med EPOD-modellen gora en serie modellkdrningar dar vi istéllet for normalér
raknar med ett typiskt torrt respektive vatt ar med avseende pa vattentillrinning i
magasinen. Och slutligen, analyserar vi ocksa tva specialfall: ett fall dar vi antagit
att fjarrvarmesystemen investerar massivt i elpannor for att absorbera de laga
elpriserna, och ett fall dar vi istéllet antagit att kraftvarmeverken som ar i drift
under 2030 har ett dubbelt sé stort elutbyte som den konventionella tekniken som
vi antar dr forhdrskande i Ovriga berakningsfall. Det innebar att vi i resultatkapitlet
kommer att berdra, i olika utstrackning, modellresultat fran inte mindre &n 11
berdkningsfall.
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5 Resultat

I detta kapitel gar vi igenom de viktigaste modellresultaten baserade pa de
berdkningsfall och de berakningsférutséttningar som vi tagit upp i foregaende
kapitel. Vi inleder med en mer 6versiktlig genomgang av elsystemets utveckling i
Basfallet. Darefter foljer tre underkapitel som var for sig behandlar en huvudfraga:
1) effekten av en storre grad av variabel fornybar elproduktion ar 2030 d4n vad som
antas i Basfallet, 2) effekten av att fasa ut kdarnkraften och 3) effekten av vat- och
torrar. Delvis gar 1) och 2) in i varandra och diskuteras i flera fall samtidigt. Det
vill sdga vi betraktar en situation da bdde volymen av férnybar elproduktion ar
storre och den installerade kapaciteten av kdrnkraft ar mindre dn i Basfallet.

5.1 ELSYSTEMETS UTVECKLING | BASFALLET

I Figur 12 redovisar vi berdkningsutfallet for elproduktionen i de lander som
omfattas av modellbeskrivningen i denna studie. Saval produktionens
sammansattning som bruttoelforbrukningen i respektive land aterfinns i figuren.
Man kan se att vindkraften ger ett mycket stort tillskott, inte minst i Tyskland, men
man kan ocksa se att det fortfarande finns en hel del kol-och gaskraft kvar pa
Kontinenten. Det kommer visa sig vara viktigt for prisbilden pa el.
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Figur 12: Elproduktionen i Nordeuropa (till vinster) respektive de fyra nordiska landerna (till héger) i Basfallet i
modellar 2030 (bruttoelférbrukningen dr markerad med ett streck). Electricity production in Northern Europe
(left panel) and in the Nordic countries (right panel) in the Base case (gross electricity demand is marked with a
line) in model year 2030.

I Figur 12, till hoger, har vi dven ritat in de fyra nordiska landerna separat for att
underldtta avldsning. Dar kan man utlédsa att vindkraften star f6r omkring 90 TWh
i Norden som helhet medan solel levererar knappt 10 TWh solel.® Idag star

9 I en aktuell studie av Statnett ("Langsiktig markedsanalyse, Norden og Europa 2018-2040", fran 2018)
raknar man med i stort sett samma produktionsvolymer fran vind- och solkraft i Norden ar 2030, ndrmare
bestamt 104 TWh vindkraft (nagot mer 4n vad vi utgar fran med andra ord) och 6 TWh solel (nagot
mindre &n vad vi utgar fran). Samma studie antar en kraftig 6kning av fornybart i Norden mellan 2030
och 2040. Runt 2040 réknar man dér med en nordisk vindkraftsproduktion pa hela 173 TWh, varav 75
TWh i Sverige, och en solelproduktion pa 14 TWh, varav 5 TWh i Sverige. Det kan jamforas med vart
"Mer fornybart”-fall, visserligen med modellar 2030, dar vi for Sveriges del antar lite drygt 60 TWh
vindkraft och knappt 8 TWh solel.
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vindkraften i Norden for runt 40 TWh medan solelen levererar runt 1 TWh. Det ar
med andra ord en signifikant utbyggnad av variabel elproduktion som vi utgar
fran redan i Basfallet.

I Figur 13 redogors for hur elsystemet i Nordeuropa kors, timme for timme, och
som ett resultat av modellberdkningen for Basfallet. Till vanster i figuren syns
utfallet for vintermanaden januari och till hoger syns motsvarande bild for
sommarmanaden juli. Man kan tydligt se det stora bidraget fran vindkraft under
januari ménad medan solelen av forklarliga skal levererar mer under
sommarhalvéret. Vart att notera ar att trots en vasentligt storre andel fornybar
elproduktion finns fortfarande en signifikant andel icke-férnybar, och generellt
styrbar, produktionskapacitet kvar 2030. Och den anvadnds under arets samtliga
timmar.
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Figur 13: Elproduktionen i Nordeuropa i Basfallet (modellar 2030), timme for timme, under januari (vdnster)
och juli (héger). Hourly electricity production in Northern Europe in the Base case (model year 2030) in January
(left panel) and July (right panel).

I Figur 14 visar vi motsvarande figur for Sverige. Under januari manad far vi
relativt sett mer vindkraft samtidigt som karnkraften levererar fullt, drygt 6 GW.
Detsamma géller {6r kraftvdarme och for industriellt mottryck d&ven om
produktionen i de fallen tenderar att variera mer mellan timmarna till foljd av
variationer i elpriset. Det dr bland annat ett utslag for vart antagande att
karnkraften ar betydligt mer trogreglerad an annan termisk elproduktion. En
varierande elproduktion i kraftvirmeverken innebaér ju heller inte, per
nodvandighet, att panneffekten maste varieras. Det kan istéllet réra sig om en
annan fordelning mellan el- och fjarrvarmeproduktion vid given panneffekt.
Genom att jamfora januari- och julifiguren kan man dven tydligt se den stora
skillnaden i elférbrukning trots att vi raknar med en lagre elanvandning for
uppvarmning ar 2030 dn vad som &r fallet idag. Vi kan ocksa se att den termiska
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elproduktionen &r klart lagre under juli manad till f5ljd av lagre elpriser, litet
varmeunderlag for kraftvarmen eller till f6ljd av revisionsavstallningar.
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Figur 14: Elproduktionen i Sverige i Basfallet (modellar 2030), timme for timme, under januari (vdnster) och juli
(hoéger). Hourly electricity production in Sweden in the Base case (model year 2030) in January (left panel) and
July (right panel).

Generellt ar Sverige nettoexportdr av el under stora delar av aret &ven om man
importerar en hel del kraft under vissa perioder och fran vissa lander. Ser man pa
nettohandeln med grannldanderna, per timme, sa handlar det till den absolut
storsta delen om nettoexport i vart Basfall (nettoimporten ar mindre dn noll under
90% av éret; se Figur 15). Den svenska elbalansen dr med andra ord mycket god,
vilket inte dr konstigt med tanke péa att den fornybara elproduktionen byggts ut
relativt kraftigt samtidigt som 6 kdrnkraftreaktorer ar fullt tillgangliga och
elforbrukningen 6kat endast mattligt. I Figur 15 har vi plottat dels elbehovet, dels
nettolasten och dels nettoimporten, var for sig rangordnad efter fallande storlek.
Nettolasten, det vill sdga elbehovet minus den icke-styrbara elproduktionen
(vindkraft och solel) kommer i framtiden att bli den alltmer dimensionerande
parametern fOr elsystemet da den definierar hur stort behovet av styrbar (termisk)
elproduktion, alternativt elimport eller efterfrageflexibilitet, dr. I figuren kan man
se att den maximala nettolasten dr ungefér lika stor som det maximala elbehovet.
Det beror alltsa pa att det finns timmar med (mycket) hogt elbehov som
sammanfaller med liten tillgang till vind och sol.
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Figur 15: Tre viktiga indikatorer for elsystemet i Sverige (Basfallet, modellar 2030): bruttoelférbrukning
(”load”), nettolast (bruttoelforbrukning minus icke-styrbar férnybar elproduktion) och nettoimport; samtliga
tre rangordnade, var for sig, efter fallande storlek. Three key indicators of the electricity system in Sweden (Base
case in model year 2030): gross electricity load, net load and net import; all indicators separately arranged
according to decreasing order of magnitude.

Vi har tidigare ndmnt att marginalkostnaden for elproduktion &r ett
berdkningsresultat som generas for samtliga 21 elprisomraden som ingar i denna
modellstudie. I Figur 16 redovisar vi fyra av dessa marginalkostnader for Basfallet.
Marginalkostnaderna é&r, var for sig, rangordnade efter avtagande storlek. I
prisomrade SE3 (”Stockholm”), som ar vart fokusomrade, kan man se att det finns
segment i kurvan som innehaller bade relativt hoga elpriser och relativt laga
elpriser. Men framforallt ligger en stor del av priserna relativt konstant kring 30
EUR/MWh tack vare vattenkraftens, och elutbytets, utjgmnande effekt. Denna
prisniva bestams i stor utstrackning av biobransleeldad kraftvarme i de nordiska
landerna. Gar vi till det tyska elprisomradet DE4 sa kan man istéllet se en tydligare
prisgradient med en relativt stor andel, runt 15%, riktigt laga priser, till och med
negativa. Och i andra anden av spannet sa aterfinns istéllet relativt manga hoga, >
50 EUR/MWh, priser. Det beror dels pa den relativt stora andelen variabel fornybar
elproduktion med laga rorliga kostnader (de laga elpriserna) och dels pa att den
befintliga fossilbaserade elproduktionen belastas av de relativt hoga priserna pa
CO:2 som vi antar hér, nimligen 30 EUR/t (de hoga elpriserna). Priskurvan (eller
egentligen marginalkostnaden for elproduktion) i det danska elprisomradet DK1
(Sjalland) hamnar nadgonstans mitt emellan den svenska och den tyska priskurvan
vilket forklaras av det geografiska laget. I det norska elprisomradet NO2 ligger
priskurvan betydligt plattare vilket forklaras av vattenkraftens utjamnande effekt.
Denna region kdnnetecknas av en lag elférbrukning och relativt mycket vattenkraft
som det helt dominerade produktionsslaget.
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Figur 16: Marginalkostnaden (”produktionspriset” pa el) for el i fyra av de totalt 21 modellerade prisomradena
i Nordeuropa (Basfallet, modellar 2030). Marginalkostnaderna &r rangordnade, var for sig, efter fallande
storlek och upptrader alltsa inte nodvandigtvis samtidigt. Marginal cost of electricity in four out of 21 modelled
price areas in Northern Europe (Base case, model year 2030).

5.2 ETT ELSYSTEM MED OLIKA GRAD AV VARIABEL ELPRODUKTION

I det har kapitlet tar vi upp ett berdkningsfall — vi kallar det for “Mer férnybart”-
fallet — dar vi 6kat andelen fornybar elproduktion ytterligare i Sverige jamfort med
Basfallet. Detta gor vi fOr att belysa effekterna pa elsystemet, och i férlangningen
fjarrvarmesystemen, av olika volymer av fornybar och icke-styrbar elproduktion.

5.2.1 Elsystemet

I Figur 17 jamfor vi den arliga elproduktionen i de fyra nordiska landerna i
Basfallet med "Mer férnybart”-fallet (aven i detta fall ingar hela Nordeuropa i
modellberakningen). Det som alltsa skiljer sig ar att vi i “Mer fornybart”-fallet i
Sverige har drygt 60 TWh vindkraft och omkring 8 TWh solel jamfort med
omkring 35 TWh respektive 2 TWh i Basfallet. I 6vrigt antar vi att de tillgéngliga
produktionskapaciteterna dr desamma. Det innebér dock inte att
produktionsvolymerna i TWh blir desamma. Den extra mangden fornybart som
trycks in i Sverige tranger undan annan dyrare produktion for den givna
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efterfrdgan pa el. Exportoverskottet i Sverige blir ddrmed dnnu storre &n i Basfallet,
nastan 50 TWh per ar.
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Figur 17: Elproduktionen i de fyra nordiska landerna i Basfallet (till vinster) och i ”"Mer férnybart”-fallet (till
hoger); modellar 2030. Electricity production in the four Nordic countries in the Base case (left panel) and in the
“More renewables” case (right panel); model year 2030.

Om vi tittar ndrmare pa olika tidsperioder under aret dér elbalansen vanligtvis kan
vara extra anstrangd sa har man traditionellt sett utgatt fran den period da
elféorbrukningen i landet dr som storst, typiskt under kalla vinterdagar i januari
eller februari. Detta leder oss till Figur 18 dér vi redovisar den timvisa
produktionen, elférbrukningen och elpriset (elpriset for SE3) under den vecka som
innehaller timmen med hogst elférbrukning (timmen aterfinns i mitten av
diagrammet i Figur 18). Berdkningsresultatet avser Sverige och visas for bade
Basfallet och ”"Mer fornybart”-fallet. Man kan se att timmen med hogst
elférbrukning karaktariseras av ett relativt hogt elpris, ca 50 EUR/MWh.
Vindkraften bidrar med viss produktion och vattenkraften kompenserar i princip
dnda upp till effektbehovet. I “"Mer fornybart”-fallet kan man ocksa se hur den
storre mangden vindkraft ersatter karnkraft under nagra av timmarna och att
elpriserna da ar pa en 1ag niva. Detta trots att perioden innehaller en hog
elforbrukning. Variabiliteten i elpris ar generellt hogre i “Mer fornybart”-fallet &n i
Basfallet.
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Figur 18: Veckan som innehaller timmen med den hégsta elférbrukningen i Sverige i Basfallet (vanster) och i
”Mer férnybart”-fallet (héger); modellar 2030. The week containing the maximum electricity load in Sweden in
the Base case (left panel) and in the “More renewables” case (right panel); model year 2030.
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Istéllet for att titta pa perioden med hogst effektférbrukning kommer perioden
med den hogsta nettolasten att bli alltmer relevant for elsystemet. Som vi nimnde
tidigare sa indikerar den behovet av styrbar elproduktion, eller nettoimport eller
efterfrageflexibilitet, for att fa balansen att ga ihop. Perioden med maximal
nettolast behover alltsa inte sammanfalla med perioden med max
effektférbrukning. Ofta ligger de dock relativt nira eftersom en hog nettolast
typiskt intréffar da elforbrukningen ar hog (och da vind- och solelproduktionen ar
liten). Situationen visas i Figur 19. Inte minst i “Mer fornybart”-fallet blir den
Okade variabiliteten extra tydlig da timmar med lag vindkraftproduktion f6ljs av
timmar med klart storre produktion. P4 grund av den goda effektbalansen i bagge
scenarierna sa blir importen under dessa perioder begransad. Elprismassigt sa blir
situationen inte mer anstrangd under denna vecka dn under veckan med hogst
effektbehov. Det beror helt pa hur situationen ser ut i Sveriges grannlander.
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Figur 19: Veckan som innehaller timmen med den hégsta nettolasten i Sverige i Basfallet (till vanster) och i
”Mer férnybart”-fallet (till hoger); modellar 2030. The week containing the maximum net load in Sweden in the
Base case (left panel) and in the “More renewables” case (right panel); model year 2030.

Elpriset (egentligen marginalkostnaden for elproduktion i modellberdkningarna) i
“Mer fornybart”-fallet ligger sig genomgéende pa en klart lagre niva &n i Basfallet,
typiskt under 20 EUR/MWh (Figur 20). Detta motsvarar i stort sett nivan for den
befintliga karnkraftens produktionskostnader.
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Figur 20: Marginalkostnaden for el ("systempriset” pa el) i Basfallet respektive ”Mer fornybart”-fallet ordnat

efter fallande storlek (prisomrade SE3); modellar 2030. Marginal cost of electricity in the Base case and in the
“More renewables” case arranged according to decreasing order of magnitude.
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Som en kéanslighetsanalys har vi utfér en berakning dér vind- och solelproduktion
okar dven i de tre nordiska grannlanderna jamfort med ”“Mer férnybart”-fallet (och
dédrmed Basfallet). Vi kallar det fallet for “Mer fornybart i Norden”. Skillnaden
mellan “Mer fornybart” och “Mer fornybart” visas i Figur 21. I “Mer fornybart i
Norden” rédknar vi med ca 130 TWh vindkraft och 17 TWh solel i Norden som
helhet jamfért med 115 TWh respektive 13 TWh i ”“Mer fornybart”-fallet (90 TWh
respektive 8 TWh i Basfallet). I figuren kan man se att den tillkommande
produktionen i de tre nordiska grannldnderna tranger ut karnkraft i Sverige (och
annan termisk kraftproduktion pa Kontinenten). Darmed sa sjunker elpriserna
ytterligare (se Figur 22). Detta dr padminnelse om att det som sker i vara
grannlidnder far dterverkningar pa det svenska elsystemet och darmed dven pa de
svenska fjarrvarmesystemen.
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Figur 21: Elproduktionen i de fyra nordiska landerna i ”Mer férnybart”-fallet (till vianster) och i ”Mer férnybart i
Norden”-fallet (till h6ger); modellar 2030. Electricity production in the four Nordic countries in the “More
renewables” case (left panel) and in the “More renewables without nuclear” case (right panel); model year 2030.
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Figur 22: Marginalkostnaden for el (”"systempriset” pa el) i Basfallet, ”Mer fornybart”-fallet respektive "Mer
fornybart i Norden”-fallet ordnad efter fallande storlek (prisomrade SE3); modellar 2030. Marginal cost of

electricity in the Base case, the “More renewables” case, the “More renewables in the Nordic countries” case
arranged according to decreasing order of magnitude; model year 2030.
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"Intjiningsformdga”

En indikator pa ett kraftslags intjaningsformaga &r det elpris som man erhaller i
genomsnitt under aret. Det berdknas foljaktligen genom summan av produkten av
elpriset och andelen av den totala arliga produktionen for respektive kraftslag,
summerad Over samtliga timmar. Kraftslag som ligger tyngre pa vinter, da elpriset
generellt ligger nagot hogre, erhaller alltsa ett hogre elpris d&n om varje timmes
elpris vager lika mycket. Det sistndmnda &dr detsamma som det arliga
tidsgenomsnittet och &r relevant for en typisk baslastproduktion. Naturligtvis
sager det produktionsprofilviagda elpriset inte hela sanningen. Den andra sidan av
myntet dr produktionskostnaden som kan se mycket olika ut for de olika
kraftslagen. Ar andelen fasta kostnader (drift- och underhall samt
kapitalkostnader) hog sa racker det heller inte med enbart ett hogt
produktionsprofilvégt elpris. Utnyttjningstiden maste ocksa vara hog for att fa
tackning for de fasta kostnaderna.!® Detta &r viktigt att komma ihag da de fasta
kostnaderna inte paverkar hur anldggningarna kors under begransade tidsrymder
(typiskt inom ett ar).

Vi kan se att samtliga prisindikatorer sjunker rejalt da vi gar fran Basfallet till "Mer
fornybart”-fallet (se Figur 23). Arsgenomsnittet (”Annual time average” i figuren)
minskar fran 30 EUR/MWh till mindre an 20 EUR/MWh. Tittar vi pa "Mer
fornybart i Norden” blir priserna dnnu lagre, drygt 15 EUR/MWh f6r
arsgenomsnittet. For kdrnkraften, vars elprisintdkt ndrmast motsvarar det arliga
genomsnittet, dr frdgan om 15 EUR/MWh racker for att ticka aven de fasta drift-
och underhallskostnaderna. Det finns alltsé anledning att ifrdgasatta om det ar
realistiskt att lata modellverktyget ha tillgang till 6 reaktorer i “Mer fornybart”-
fallet. Mer om detta i kapitel 5.2 dar vi istéllet varierar tillgangen till karnkraft i
Sverige. De laga elpriserna “drabbar” dven de andra kraftslagen. Det elpris som ett
typiskt vindkraftverk erhaller som ett snitt under aret ligger i “Mer fornybart”-
fallet nagot lagre &n tidsmedelvardet, men kan ocksé avrundas till 15 EUR/MWh.
Har blir “profileffekten” extra kdnnbar eftersom det just ar vindkraft (och sol) som
tillkommer i “Mer fornybart”-fallet. Lagger vi till elcertifikatpriset 5 EUR/MWh sa
blir den totala intdkten 20 EUR/MWh vilket sannolikt inte tacker upp for hela
kapitalkostnaden dven om vindkraftens kostnader fortsatter att sjunka till foljd av
teknikutveckling. Ytterligare intakter eller stod maste alltsa till. Vi tar har inte
stéllning till hur den kapaciteten kommit pa plats utan vi ar i forsta hand
intresserade av systemeffekten, givet att sddan effekt finns tillgéanglig ar 2030. Det
ar dock inte bara marknadspriserna pa el (och elcertifikat) som styr om
utbygganden ar 16nsam eller inte. Det kan ocksa vara specifika bilaterala avtal, sa
kallade PPA (Power Purchase Agreements), som med en hogre betalningsvilja, kan
bidra utbyggnaden - eller andra skal, som miljoprofilering eller good-will hos olika
aktorer. I Basfallet uppgar intdkten for vindkraften till ndstan 35 EUR/MWh
inklusive elcertifikat. Svensk Vindenergi gor i en av sina utblickar bedémningen

10 Ett kraftslag kan fa ett véldigt hogt produktionsprofilvagt elpris om det endast kors under ett fatal
timmar per ar da elpriset rakar vara mycket hogt. Men det dr da langtifran sékert att intdkterna fran dessa
(fa) timmar racker for att tacka de fasta kostnaderna.
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att produktionskostnaden for ny landbaserad vindkraft kan komma ner sa langt
som till 20-25 6re/kWh runt 2040.1
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Figur 23: Arligt medelelpris samt produktionsprofilvigt elpris for tre olika kraftslag i Basfallet (till vinster) och i
”Mer férnybart”-fallet (till hoger); avser prisomrade SE3 och modellar 2030; Annual average electricity price
and production-profile weigthed electricity prices for three different means of electricity generation. Base case
(left panel) and “More renewables” case (right panel); price area SE3 and model year 2030.

5.2.2 Resultat for fjarrvarmesystemen i Sverige

I detta avsnitt tittar vi ndrmare pa hur de ovan beskrivna férandringarna i
elsystemet paverkar de svenska fjarrvarmesystemen. Vi kommer att koncentrera
oss pa framforallt elproduktionen i kraftvirmeverken och pa elanvandningen i
varmepumpar och elpannor i fjarrvarmeproduktionen.

Den totala elproduktionen fran kraftvarme’2 har varierat avsevart mellan aren till
foljd av inte minst variationer i elpris, se Figur 24. Toppnoteringen ar fran 2010 da
produktionen var narmare 13 TWh. Pa senare ar har produktionen legat runt 8-9
TWh enligt Energimyndighetens statistik. Den verkliga produktionen, per timme,
for den samlade kraftvarmen ar 2016 visas i samma figur till hoger.1* Maximal
effekt som genereras ligger néara 2,5 GW, det vill sdga en bit under de ca 3.1 GW
som vi antar finns tillgdngliga idag (denna siffra bygger i sin tur pa
Energiforetagen Sveriges statistik och dar Oresundsverket antas vara nedlagt).
Produktionsprofilen for kraftvarmeverken péaverkas naturligtvis av elprisets
variationer inom aret men foljer framforallt den sasongsvisa variationen i
uppvarmning. Sommartid ar det framforallt viss avfallskraftvirme och

11 Svensk Vindenergi 2018, ” 100 procent férnybart 2040 - Vindkraft f6r klimatnytta och konkurrenskraft”,
https://vindkonferensen.se/wp-content/uploads/2018/10/Svensk-Vindenergi-100-F%C3%B6rnybart-
2040-FINAL-2.pdf

12 Nér vi skriver om “kraftvarme” sa menar vi uteslutande kraftvarme i de svenska fjarrvarmenéaten. Nar
vi avser industriell kraftvirme sa bendmner vi den “industriellt mottryck” for att separera de béagge
kraftslagen.

13 Sifferunderlaget bygger pa Svenska Kraftnits statistik, som omfattar ”varmekraftproduktion”. Det &r
dock rimligt att anta att detta i huvudsak utgérs av kraftvirme i fjarrvarmendten eftersom
kondensproduktion (exklusive gasturbiner som séarredovisas) dr forsumbar och da industriellt mottryck
ofta inte matas in pa koncessionspliktiga nét (vilka utgor basen for statistiken) utan anvéands internt inom
icke-koncessionspliktiga nét inom industrierna.
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kondensproduktion baserat pa restbrénslen (exempelvis hyttgaser) som genererar
el i fjarrvarmesystemen.
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Figur 24: Elproduktionen fran svensk kraftvarme i fjarrvarmenaten mellan 1970 och 2016 (till vanster; Kalla:
Energimyndigheten) samt verklig timvis produktion fran i huvudsak kraftvarme ar 2016 (till héger; Kélla:
Svenska Kraftnat). Electricity production in Swedish CHP schemes between 1970 and 2016 (left panel) and actual
hourly electricity production from mainly CHP schemes (right panel).

Om vi istéllet blickar framat mot vart modellar 2030, sa uppgar den samlade
elproduktionen fran kraftvarme till omkring 11 TWh i Basfallet respektive drygt 8
TWh i "mer fornybart”-fallet. I “Mer férnybart i Norden”-fallet uppgar
motsvarande siffra till ganska exakt 8 TWh. Den storre produktionen i Basfallet har
med de klart hogre elpriserna att gora. I “Mer fornybart”-fallet far vi istéllet en
produktion som ligger i samma storleksordning som vi har sett under de senare
aren, trots att elpriset i “Mer fornybart”-fallet (och i &nnu hdgre utstrackning “Mer
fornybart i Norden”) maste betecknas som relativt lagt, ca 20 EUR/MWh raknat
som ett produktionsprofilvigt &rsmedelvarde for kraftvarme. En viktig forklaring
ar att den kraftvarme som vi antar ha tillkommit till 2030 &r avfalls- och
biobranslebaserad med forhallandevis laga rorliga kostnader medan de
kraftvdarmeverk som vi fasat ut i vara berdkningar néstan uteslutande utgors av
fossileldade anldggningar med hogre rorliga kostnader och som darmed typiskt
har kortare utnyttjningstider.

I Figur 25 kan vi ocksa se att kraftvarmeproduktionen bitvis varierar valdigt
mycket, vilket i stor utstrackning initieras av variationer i elpriset. En nedgéang i
elpris kan leda till antingen reducerad panneffekt och/eller att kraftvarmeverken
dumpar dnga och overgar till en 6kad grad av hetvattendrift. Signifikanta
variationer i elproduktion fran kraftvarme behover alltsa inte innebara variationer
i panneffekten. Hur kraftvarmeverken valjer att styra sin produktion av el och
fjarrvarme paverkas ocksa av forutsittningarna for den alternativa
fjarrvarmeproduktionen som maste reducera sin produktion, for givet
fjarrvarmeunderlag, om kraftvirmeverket dumpar anga. Att ett kraftvarmeverk
dumpar dnga och backar elproduktionen kan ocksé féranledas av situationer dar
alternativproduktionen av fjarrvarme ar valdigt kostsam, exempelvis vid
spetslastsituationer déar oljehetvattenproduktion &r nasta steg i driftordning. Det
andra alternativet for ett kraftvarmeverk att moéta minskade elintdkter, reducerad
panneffekt, leder istéllet till att alternativ fjarrvarmeproduktion maste gé in och
tacka upp for bortfallet.
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Figur 25: Elproduktionen fran de svenska kraftvirmeverken och elpriset (SE3) i Basfallet (till vinster) och i
”Mer férnybart”-fallet (till hoger); modellar 2030. Electricity production in Swedish CHP schemes and
corresponding electricity prices (price area SE3) in the Base case (left panel) and the “More renewables” case
(right panel); model year 2030.

0 -50 0

Nar det géller elanvandningen i de svenska fjarrvarmesystemen sa har den stadigt
minskat under arens lopp och uppgar idag till drygt 1 TWh, se Figur 26. I vara
berdkningar for Basfallet landar elférbrukningen pa lite drygt 1 TWh, det vill sédga
s gott som of6randrat jamfort med dagens anvandning och drygt 2 TWh i “Mer
fornybart”-fallet. I “Mer fornybart i Norden”-fallet ligger elforbrukningen nagot
hogre, knappt 2.5 TWh- Den hogre nivan forklaras av de genomgaende lagre
elpriserna vilka ocksa upptréader periodvis under uppvarmningssasongen.
Generellt hogre elpriser i Basfallet medfor alltsé att vairmepumparna producerar
mindre och att kraftvarmeverken producerar mer dn i “Mer fornybart”-fallet.

Elanvdndning inom svensk FV-prod
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Figur 26: Elforbrukningen i de svenska fjarrvarmendten, det vill sdga i virmepumpar och elpannor (Killa:
Energiforetagen). Electricity use in Swedish district-heating systems (electric boilers and heating pumps).

I Figur 27 redovisas hur fjarrvarmeproduktionen fordelar sig pa de olika
produktionsslagen kraftvarmeverk, hetvattenpannor, virmepumpar, elpannor och
industriell spillvarme. Om ett kraftvarmeverk dumpar anga och kor i renodlad
hetvattendrift sa raknar vi det anda som ett kraftvarmeverk i den redovisningen.
Den klart dominerande delen av de ca 55 TWh som vi antar produceras ar 2030
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kommer fran kraftvarmeverken. I “Mer fornybart”-fallet ar deras bidrag nagot
lagre av skdl som vi ndmnde i foregaende stycke.

Electric

boiler; 0 Electric

Heating Ind waste boiler; 0 Ind waste

pump; 4 heat; 7 heat; 7
Heating
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CHP; 32
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Figur 27: Fjarrvdarmeproduktionen (TWh) i Sverige uppdelad pa produktionsslag, Basfallet (till vanster)
respektive "Mer fornybart”-fallet (till héger); modellar 2030. HOB=Heat-only boilers, det vill siga
hetvattenpannor. CHP=Combined heat and power, det vill sdga kraftvarmeverk. District-heating production in
Sweden allocated in means of production. Base case to the left and “More renewables” case to the right; model
year 2030.

Varken Basfallet eller, i &annu mindre utstrackning, “Mer fornybart”-fallet satter
den svenska elbalansen pa nagra svéarare prov om vi utgar fran normala
klimatforhallanden. Den tillgédngliga kapaciteten &r helt enkelt fullt tillracklig. Och
rdcker inte den till sa finns det ledig kapacitet i grannlénderna. De antal timmar
dér Sverige forlitar sig till nettoimport fran sina grannlander uppgar till mindre &n
10% av arets totala timmar i Basfallet. For “Mer fornybart”-scenariot ar
motsvarande siffra omkring 1% istallet. Nettoimporten dr som storst ca 4 GW i
Basfallet och den tillgéngliga importkapaciteten uppgar till ver 11 GW.

Eftersom framfdrallt elpannor men dven virmepumpar potentiellt kan bidra till att
absorbera el under 6verskottssituationer pa elmarknaden sa &r det naturligtvis
intressant att titta ndrmare pd detta just i de har tvé scenarierna, Basfallet och “Mer
fornybart”-fallet, som ju ur ett svenskt perspektiv kdnnetecknas av en god eller
mycket god effektbalans under normala forhallanden. I Figur 28 redovisar vi for
hur nettoimporten av el matchas av elférbrukningen i de svenska
fijarrvarmesystemen i Basfallet respektive "Mer fornybart”-fallet. Vi kan dels se att
elférbrukningen generellt dr hogre i “Mer férnybart”-fallet (jamfor den streckade
trendlinjen), vilket vi konstaterade tidigare, men vi kan ocksa se att
elforbrukningen tenderar att vara som hogst, ca 0,7-0,8 GW, under nagra timmar
da aven nettoimporten &r valdigt hog. Det kan bero pa att dessa timmar
sammanfaller med ett hogt varmebehov som delvis tillgodoses med en 6kad
produktion i varmepumpar och elpannor och/eller att elpriset ar relativt 1agt trots
en relativt hog nettoimport. Det beror da pa att ndgon region utanfor Sverige kan
ha ett tillfalligt 6verskott till exempel pé grund av goda vindférhéallanden som inte
aterfinns i Sverige, atminstone inte i samma utstrackning. Att nettoimporten ar hog
behover alltsa inte innebéra att det rdder brist pa el i Sveriges nérhet, eller ens att
situationen i Sverige ar anstrangd. Det finns istéllet billigare el ndgon annanstans
pa grund av ett (tillfalligt) regionalt eloverskott. Under den period da vi istéllet har
ett eloverskott i Sverige, det vill sdga da nettoimporten 6vergar i nettoexport (den
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hogra delen av diagrammen i Figur 28), sa minskar generellt sett elforbrukningen i
de svenska fjarrvarmendten (dven om elférbrukningen kan vara hog under vissa
timmar). Det beror pa att perioder med hog nettoexport dr mer forskjutna at
perioder med ldgre varmebehov varfér varmepumpar och elpannor inte tar samma
plats i fjarrvarmeproduktionen som nar varmebehovet dr storre (detta kan
naturligtvis d@ndras om elskatten reduceras).
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Figur 28: Nettoimporten av el, timme for timme, i Sverige rangordnad efter fallande storlek och resulterande
elforbrukning i de svenska fjarrvarmesystemen (linjar anpassning ar gjord for att underlatta utldsning av en
generell trend). Basfallet till vinster och ”"Mer fornybart”-fallet till héger; modellar 2030. Hourly net import of
electricity in Sweden arranged according to decreasing order of magnitude and the corresponding electricity use
in Swedish district-heating systems. Base case to the left and “More renewables” case to the right; model year
2030.

Som en konsekvens av ovanstadende resonemang har vi dven gjort en
modellberakning dar vi latit de svenska fjarrvirmesystemen investera stort i
elpannor samtidigt som vi plockar bort elskatten for savil elpannor som
varmepumpar. Detta ger ett scenario dér fjarrvarmesystemen har mojligheten att
absorbera relativt stora volymer billig 6verskottsel om det ar 16nsamt. For att fa en
signifikant effekt sa maste elskatten fjarmas. I annat fall kostar det minst 35
Ore/kWh att kora en elpanna trots att elen &r gratis. Vi antar i detta specialfall att
samtliga fjarrvarmesystem har en produktionskapacitet pa hela 25% av det totala
effektbehovet for fjarrvarme. Det motsvarar en installerad eleffekt, for bade
elpannor och virmepumpar, pa drygt 5 GW. Aven om elpannor i sig ar relativt
billiga att inforskaffa sa kan naturligtvis de fasta elnidtskostnaderna for sa stora
effekter bli avsevarda. I “Mer fornybart”-fallet (och i Basfallet) antar vi istéllet att
den installerade eleffekten f6r virmepumpar och elpannor ligger pd samma niva
som idag, det vill sdga omkring 900 MW el.

I Figur 29 visas resultaten av en jamforelse mellan specialfallet (till hoger) och
“Mer fornybart” (till vanster) under veckan med den hogsta nettolasten. Vi kan se
att under timmar d4 elpriset dr lagt s& absorberar elpannorna signifikanta volymer,
relativt ndra den installerade effekten om ca 5 GW. Det i sin tur leder till mindre
variabilitet i elpris - har finns alltsa en direkt aterkoppling fran fjarrvirmesystemet
till elsystemet — eftersom de laga priserna hojs. De hoga priserna paverkas av
naturliga skal inte alls, eftersom elpannorna inte utnyttjas da. Att de laga
elpriserna stiger som ett resultat av elpannornas elférbrukning innebar dessutom
att karnkraften i vart rdkneexempel kan leverera el utan att ga ner i effekt. Detta
okar darmed utnyttjningstiden for typiska baslastanldggningar. Den arliga
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elanvéndningen uppgar i specialfallet med de extra elpannorna till ndstan 9 TWh
jamfort med lite drygt 2 TWh i ”Mer fornybart”-fallet.

Period med max nettolast Period med max nettolast
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Figur 29: Veckan som innehaller timmen med den hégsta nettolasten i Sverige i ”Mer fornybart”-fallet (till
vanster) och i "Mer fornybart med extra elpannor”-fallet (till héger); modellar 2030. The week containing the
maximum net load in Sweden in the “More renewables” case (left panel) and in the “More renewables with
additional electric boilers” case (right panel); model year 2030.

I Figur 30 visar vi perioden dd nettolasten i Sverige dr som lagst pa aret. Detta
sammanfaller vanligen med laga elpriser, visserligen beroende pa hur situationen
ser ut i Sveriges grannlédnder. Den perioden sammanfaller ocksé typiskt med ett
relativt lagt varmebehov, i detta fall under senare delen av maj manad. Det i sin tur
utgOr en naturlig begransning for elpannorna (och virmepumparna) att absorbera
billig el. Som en f6ljd av detta, kan vi ddrmed se att eleffektforbrukningen i
fijarrvarmenaten ar klart lagre an under perioden da nettolasten dr som hogst (ar
tydligt for specialfallet i figuren). Vi kan ocksa se det intressanta resultatet att trots
att eleffektforbrukningen inte ligger pa mer dn som mest pa 1 GW (och néra noll i
“Mer fornybart-fallet”) sa paverkas framforallt de hogre elpriserna (vilka inte &r
sarskilt hdga jamfort med andra perioder pa aret) uppat.

Viktigt att papeka i sammanhanget &r att vi endast utgatt fran att elanvandningen
inom fjarrvarmendten kan svara pa forandringar i elpriset. All 6vrig elanvandning
ar oforandrad. I verkligheten kommer dven annan flexibel elanvandning att kunna
konkurrera om ”“lagpriselen” under vissa perioder varfor elpriseffekterna av den
okade flexibiliteten kan bli mer uttalade an vad vi sett hér.
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Figur 30: Veckan som innehaller timmen med den lagsta nettolasten i Sverige i ”Mer férnybart”-fallet (till
vanster) och i "Mer fornybart med extra elpannor”-fallet (till h6ger); modellar 2030 The week containing the
minimum net load in Sweden in the “More renewables” case (left panel) and in the “More renewables with
additional electric boilers” case (right panel); model year 2030.

Ett sétt att ytterligare 6ka flexibiliteten i fjarrvirmesystemen och utnyttja
lagelpristimmarna skulle vara att d4ven 6ka ackumulatorkapaciteten i
fjarrvarmesystemen. Vi har i denna studie inte analyserat detta nirmare utan
avgransat oss till en och samma ackumulatorkapacitet, ndrmare bestamt dagens
kapacitet i de system som har sadana lager (mer om ackumulatorer langre fram i
resultatdelen).

Vi har nu avhandlat ett antal modellberdkningar dar effektbalansen inte varit
sarskilt anstrangd i Sverige pa grund av ett tydligt eloverskott. I nésta kapitel
kommer vi darfor att skérpa till situationen pa effektsidan.

5.3 DEN TERMISKA KAPACITETENS BETYDELSE

Vi har kunnat konstatera att vart “Mer fornybart”-fall leder till sa pass laga elpriser
under en stor del av aret att det troligen blir tufft f{or de aterstdende
kdrnkraftreaktorerna i Sverige att drivas vidare med Ionsamhet. I vart Basfall
daremot, dér den fornybara elproduktionen i Sverige ar klart lagre (men klart
storre an idag), haller sig elpriserna pa en sadan niva att det ar fullt realistiskt att
driva de 6 reaktorerna vidare. Vad skulle alltsa hdnda om vi stinger ner
karnkraften i vart “Mer fornybart”-fall? Vad hander med elpriserna och hur
paverkas de svenska fjarrvarmesystemen? Precis detta kommer vi att redogdra for
i det hér avsnittet.

Om vi avvecklar all kdrnkraft till 2030 men i 6vrigt behaller
produktionskapaciteten fran “Mer fornybart”-fallet sa erhaller vi resultatet i Figur
31, till hoger. Vi kallar detta fall for “Mer fornybart utan KK”. Trots att en
produktionskapacitet motsvarande omkring 50 TWh ar borta ar det svenska
elsystemet fortfarande i balans pa arsbasis. A andra sidan kommer det att finnas
gott om timmar d& importbehovet nu ar relativt hogt (se Figur 31).
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Figur 31: Elproduktionen i Norden i Basfallet (vinster) och i ”"Mer férnybart utan KK”-fallet (héger); modellar
2030. Electricity production in the Nordic countries in the Base case (left panel) and in the “More renewables
without nuclear” case (right panel); model year 2030.
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Figur 32: Nettoelexporten (positiva siffror) fran Sverige till grannlinderna och elpriset i SE3 i Basfallet till
vanster och i ”Mer férnybart utan KK”-fallet till héger; modellar 2030. Net electricity export (positive figures)
from Sweden and corresponding electricity price (price area SE3) in the Base case (left panel) and in the “More
renewables without nuclear” case (right panel); model year 2030.

Som komplement till “Mer fornybart utan KK”-fallet har vi ocksa studerat ett
“mellanting”, ndmligen ett fall dar vi behaller de tva yngsta reaktorerna F3 och O3
pa tillsammans ca 2.6 GW, i ovrigt identiskt med “Mer fornybart”-fallet. Hur detta
paverkar elpriserna kan man se i Figur 33, till véanster. Elpriserna okar, jamfort
med ”"Mer fornybart”-fallet, under sa gott som hela aret, men i synnerhet under
vintern. Men &dven i dessa fall finns tidsperioder da elpriserna ar mycket laga,
exempelvis da vindtillgangen ar god. Tar vi bort samtliga reaktorer blir elpriset, av
forklarliga skél, som allra hogst. Att effekten pa elpriset ar extra tydlig under
vintern medfor i sin tur att det elpris som kraftvdarmen typiskt erhaller sett 6ver
hela aret far en extra skjuts uppéat om karnkraften gradvis fasas ut (Figur 33, till
hoger).
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Figur 33: Marginalkostnaden for elproduktion (SE3) till vinster respektive produktionsprofilviagda
arsmedelelpriser till hdger. For berdkningsfallen Basfall, ”Mer férnybart”, ”Mer fornybart med endast F3+03”
samt "Mer fornybart utan KK”; modellar 2030. Marginal cost of electricity (price area SE3) in the left panel and
production-profile weighted annual average prices in the right panel. Figure includes model cases Base case,
“More renewables”, “More renewables with F3+03” and “More renewables without nuclear”; model year 2030.

I Figur 34 kan vi se hur bilden ser ut under veckan med hogst elforbrukning och i
Figur 35 motsvarande bild f6r veckan med hogst nettolast. Vi jamfor Basfallet med
“Mer fornybart utan KK”-fallet och man kan konstatera att variabiliteten ar klart
storre i det senare fallet. Daremot behover medelelpriset under samma vecka inte
nodvandigtvis skilja sig sarskilt mycket mellan de bagge fallen. Vidare kan man
observera (mycket) hoga pristoppar, 70 EUR/MWh och mer, i “"Mer fornybart utan
KK”-fallet vilket indikerar mer anstrangda situationer med avseende pa
elbalansen. Vi kan ocksa notera att den mest anstrangda fysiska situationen i
Sverige, timmen da nettolasten &r som storst, inte nddvandigtvis sammanfaller
med de hogsta elpriserna. Det beror aterigen pa hur situationen ser ut i vara
grannlidnder. Detta kan man se langst till hoger i det hogra diagrammet i Figur 35
da elpriset dr klart hogre dn i timmen mitt i diagrammet som svarar mot timmen
med storst nettolast (en bra bit ver 100 EUR/MWh jamfort med ca 70 EUR/MWh).

Vi kan ocksa se att det ar en stor skillnad med avseende pa termisk kapacitet
mellan berakningsfallen. Under veckan med storst effektbehov sa svarar den
termiska effekten i Sverige for nédstan hélften av det genomsnittliga effektbehovet i
Basfallet. I “"Mer fornybart utan KK” sé ligger den siffran under 20% och utgors da
endast av kraftvarme och industriellt mottryck. Kondenskraft finns ocksé
tillgangligt men utnyttjas inte i dessa exempel da elpriserna maste upp mot 150
EUR/MWh f{or att gasturbinerna eldade med litt eldningsolja ska producera el
(detta sker i begransad omfattning i timmen langst till hoger i det hogra
diagrammet i Figur 35 da elpriset ligger runt 150 EUR/MWHh). Sverige forlitar sig
istdllet i huvudsak till import for att tdcka den aterstdende effektefterfragan vid
sidan om produktionen i vind- och vattenkraftverk. I "Mer fornybart utan KK”-
fallet nettoimporterar Sverige el fran sina grannlander under omkring en tredjedel
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av aret vilket darmed &r en klart hogre siffra dn i Basfallet, dar nettoimport sker
under ca 10% av aret.
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Figur 34: Veckan som innehaller timmen med den hégsta elférbrukningen i Sverige i Basfallet (vénster) och i
”Mer fornybart utan KK”-fallet (hdger); modellar 2030. The week containing the maximum electricity load in
Sweden in the Base case (left panel) and in the “More renewables without nuclear” case (right panel); model year
2030.
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Figur 35: Veckan som innehaller timmen med den hégsta nettolasten i Sverige i Basfallet (till vinster) och i
”Mer fornybart utan KK”-fallet (till héger); modellar 2030. The week containing the maximum net load in
Sweden in the Base case (left panel) and in the “More renewables without nuclear” case (right panel); model year
2030.

5.3.1 Resultat for fjarrvarmesystemen i Sverige

I detta kapitel gar vi igenom ett antal nyckelresultat for fjarrvarmesystemen i
Sverige med utgangspunkt fran de forandringar i elsystemet, framst med avseende
pa kédrnkraften i Sverige, som diskuterades i foregaende kapitel.

Eftersom fordndringar i elsystemet paverkar elprisbilden sa medfor det i sin tur att
marginalkostnaden for fjarrvarmeproduktionen paverkas i de system som har
kraftviarme och/eller elbaserad fjarrvarmeproduktion i sin produktionsmix. De
svenska fjarrvarmesystemens marginalkostnad varierar stort under aret. Pa
sommaren nar efterfragan pa varme &r lag ar marginalkostnaden generellt sett
mycket 1&g eller till och med negativ beroende pa i vilken utstrackning det finns
avfallsforbranning och/eller industriell spillvdrme. P4 vintern nér efterfradgan ar
hég och man kan tvingas ta produktion i ansprak med mycket hoga rorliga
kostnader, exempelvis oljeeldade hetvattenpannor som inklusive skatter typiskt
kan ha produktionskostnader runt 1 SEK/kWh fjarrvarme och uppéat beroende pa
oljepris. I Figur 36 redovisar vi marginalkostnaden for samtliga i modellen
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beskrivna verkliga system (20 st) efter avtagande storlek. Man kan tydligt se den
stora skillnaden Gver &ret och man kan ocksa se de stora skillnaderna mellan olika
system. Fjarrvarmesystem som befinner sig i botten av kurvskaran domineras av
avfallsforbranning eller av andra restbranslen.
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Figur 36: Marginalkostnaden for att producera fjarrvarme i de modellerade systemen rangordnade efter
fallande storlek (Basfallet); modellar 2030. Marginal cost of district-heating generation in all systems included in
the model and arranged according to decreasing order of magnitude.

Om vi tittar ndrmare pa hur marginalkostnaden for fjarrvarmeproduktionen kan
paverkas av de forandringar som vi diskuterat inom elsystemet sé leder det oss till
Figur 37. I figuren redovisas marginalkostnaden for fjarrvarmeproduktion dels for
ett storstadssystem som karaktariseras av en mangfald av olika
produktionsanldggningar inklusive kraftvarme och avfallsforbranning, och dels for
ett medelstort system som domineras helt av biobrédnslekraftvarme. Om vi jamfor
utfallet for de tvéa berdkningsfallen Basfallet och “Mer fornybart utan KK”-fallet sa
kan man se att marginalkostnaden skiljer sig at. Eftersom elpriserna generellt ar
hogre vintertid i “Mer fornybart utan KK”-fallet &n i Basfallet sa blir
marginalkostnaden for fjarrvarmeproduktionen foljaktligen lagre i de system som
har kraftviarme. Ju mer kraftvirme desto storre genomslag pa marginalkostnaden.
Storst skillnad ser vi ocksa i figuren for det medelstora systemet dér kraftvarmen i
detta exempel har en mer dominant stallning an i det andra systemet.

Vi kan ocksa se i vart exempel att speciellt storstadssystemet under en ansenlig
tidsperiod har mycket ldga marginalkostnader for fjarrvarmeproduktionen. Det
beror pa att vi ansatt mottagningsavgiften for avfallsférbranning som en negativ
kostnad och att vi forutsatt att spillvarme levereras till en kostnad néra noll. Men
dven annan kraftviarme kan producera fjarrvarme till negativa kostnader om
elintakten ar tillrackligt hog.

49



325BEL OCH FJARRVARME

EUR/MWh

Stort system, Basfall

= e = Stort system,Mer fornybart utan KK

Medelstort system, Basfall

= = = Medelstort system, Mer fornybart utan KK

Figur 37: Marginalkostnaden for fjarrvarmeproduktionen i ett storstadssystem med en bred palett av olika
produktionsanldggningar inklusive avfallsférbranning och kraftvarme (bl kurvor), och ett medelstort system
som domineras av kraftvirme med visst bidrag fran fliseldade hetvattenpannor (gréna kurvor) i Basfallet
respektive ”Mer fornybart utan KK”-fallet. Marginalkostnaden &r rangordnad efter fallande storlek, var for sig i
respektive system och respektive berdkningsfall; modellar 2030. Marginal cost of district-heating generation in
a large city system (blue line) and in a mid-sized city system (green line). Base case marked with solid lines and
“More renewables without nuclear” marked with dotted lines.

Fjarrvarmesystemens bidrag till elbalansens kritiska tidsperiod

I detta avsnitt ska vi mer i detalj redogora for hur de svenska fjarrvdarmesystemen
under normala forhallanden bidrar till effektbalansen pa elmarknaden. Vi
fokuserar pa Basfallet och ”"Mer férnybart utan KK”-fallet.

I Figur 38 har vi plottat nettolasten i avtagande storlek over aret. Vi betraktar
nettolasten i Sverige som den framtrddande indikatorn pa hur anstrangd
effektbalansen &r i Sverige (dven om det ocksé beror pé situationen i
grannldnderna). Tillsammans med nettolasten har vi sedan plottat den
resulterande elproduktionen i Sveriges samtliga kraftvarmeverk, timme for timme.
Generellt sa okar kraftvarmeproduktionen med stigande nettolast &ven om
variationen mellan narliggande timmar i ordningsfoljd kan vara avsevard. Den
maximala nettolasten dr ungefar lika stor i bagge fallen trots att den installerade
effekten av vindkraft och solel ar ungefar dubbelt sa stor, ca 27 GW jamfort med ca
14 GW. Det understryker det faktum produktionsbidraget fran variabel
elproduktion under vissa perioder kan bli mycket litet &ven om den installerade
kapaciteten dr mycket stor. Sddana situationer méaste da hanteras med andra
produktionsslag, import eller med atgarder pa anvandarsidan. Vi far inte glomma
bort att i Basfallet sa finns avsevart mycket mer nationell produktionskapacitet pa
plats, i form av kdrnkraft, som kan tdcka upp for produktionsbortfallet da den
variabla fornybara elproduktionen levererar endast smé volymer.
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Figur 38: Nettolasten rangordnad efter fallande storlek och den resulterande kraftvarmeproduktionen i
Sverige i Basfallet (till vdanster) respektive ”Mer férnybart utan KK” (till hoger). For att enklare utldsa en trend
ar dven en linjarinterpolation for kraftvairmeproduktionen inritad. Kraftvdirmeproduktionen ldses av mot den
hégra y-axeln och nettolasten mot den vénstra axeln; modellar 2030. Net load in Sweden arranged according to
decreased order of magnitude and corresponding electricity production in CHP schemes. Base case shown in the
left panel and “More renewables without nuclear” shown in the right panel; model year 2030.

For att underlétta for lasbarheten sé redovisas i Figur 39 de 100 forsta timmarna
fréan Figur 38. Det blir da tydligt att under de timmar som nettolasten ar som storst
sd producerar ocksa kraftvarmeverken pa en relativt jamn niva och relativt nara
den maximala kapaciteten. Variabiliteten dr nagot storre i basfallet eftersom det
finns fler inslag av timmar med laga elpriser dven da nettolasten ar hog (tack vare
bland annat kadrnkraften).
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Figur 39: Ett utsnitt av de 100 forsta timmarna (de 100 timmar med den hégsta nettolasten) ur Figur 38, i
Basfallet (till vdanster) respektive "Mer férnybart utan KK” (till héger). Kraftvirmeproduktionen ldses av mot
den hogra y-axeln och nettolasten mot den vanstra axeln; modellar 2030. The result for the first 100 hours
taken from the previous figure. Base case shown in the left panel and “More renewables without nuclear” shown
in the right panel; model year 2030.

Den totalt installerade elkapaciteten i kraftvirmeverken uppgar i bagge
berdkningsfall till 2.8 GW (rdknat p& mottryckspunkten; den extra effekt som vissa
anldggningar kan generera genom att kora i kondenspunkten istillet ar forsumbar
i sammanhanget baserat pa vara antaganden). Som mest produceras 2.6 GW i ”"Mer
fornybart utan KK”-fallet, vilket talar for att en del anldggningar backar
elproduktionen nagot till forman for extra fjarrvairmeproduktion under de kalla
timmarna da alternativproduktionen for fjarrvarme samtidigt ar dyr. Hur detta
staimmer 6verens med det rddande elpriset redovisas i Figur 40 dér vi plottat
kraftvdarmeproduktionen fran Figur 39 mot elpriset for samma timmar. Vi kan dar
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se att elpriset inte 4r som hogst da nettolasten ar som hogst (langs till vanster i
respektive diagram), vilket vi ocksé kunnat konstatera tidigare. Vi kan ocksa se att
kraftvdarmeproduktionen typiskt ar som storst da elpriset 4r som hogst. Men det
kan faktiskt ocksa finnas timmar dér elpriset 4r mycket hogt men dar
kraftvarmeproduktionen ar nagot lagre &n under timmar da elpriset ar lagre. Det
beror helt enkelt pa hur situationen i fjdrrvirmesystemen ser ut. Ar det samtidigt
mycket kallt sa kan det finnas ekonomiska skal att backa elproduktionen
ytterligare till f{érman for billigare fjarrvarmeproduktion. Baserat pa dessa
berdkningsresultat sa kan man skatta den backade kapaciteten till runt 200 MW
under den period da nettolasten dr som storst.
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Figur 40: Kraftvirmeproduktionen i Figur 39 plottad mot elpriset i SE3 i Basfallet (till vdanster) respektive "Mer
fornybart utan KK” (till héger). Kraftvarmeproduktionen ldses av mot den hogra y-axeln och elpriset mot den
vanstra axeln; modellar 2030. Electricity production in CHP schemes taken from the previous figure and
corresponding electricity price Base case shown in the left panel and “More renewables without nuclear” shown
in right panel; model year 2030.

I Figur 41 redogor vi for hur elanvandningen i fjarrvarmesystemen paverkar
eleffektbalansen, aterigen under den period da nettolasten i Sverige ar som hogst.
Pa samma sétt som for kraftvarme sa redovisar vi forst bilden for hela aret och i
Figur 42 for de 100 timmarna dar nettolasten &dr som allra hogst. I synnerhet i “Mer
fornybart utan KK”-fallet sa tenderar elanvandningen att variera avsevart. Vi har
inte infort nagra driftsrestriktioner for virmepumpar vilket kan innebaéra att vi
overskattar flexibiliteten ndgot. Under timmarna med hogt elpris (Figur 43, till
hoger) s& gar elanvandningen ndstan ner till noll. Under andra timmar kan
elforbrukningen i fjarrvarmenéten vara signifikant, mellan 0.5 och 1 GW, dven
under potentiellt anstrangda situationer med hog nettolast. Men detta ar inget
problem vilket indikeras av de mattliga elpriserna. Det beror helt enkelt pa att
tillgdngen till importerad kraft &r god. Och samtidigt kan fjarrvarmesystemen tack
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vare det relativt hoga elberoendet under just de timmarna undvika att kora dyrare
fjarrvarmeproduktion.
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Figur 41: Nettolasten rangordnad efter fallande storlek och den resulterande elanvandningen i
fjarrvdarmesystemen i Sverige i Basfallet (till vanster) respektive ”Mer férnybart utan KK” (till héger); modellar
2030. For att enklare utldsa en trend ar dven en linjarinterpolation inritad. Elanvandningen ldses av mot den
hoégra y-axeln och nettolasten mot den vénstra axeln. Net load in Sweden arranged according to decreasing
order of magnitude and corresponding electricity use in the Swedish district-heating systems. Base case shown in
left panel and “More renewables without nuclear” shown in right panel; model year 2030.
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Figur 42: Ett utsnitt av de 100 forsta timmarna (de 100 timmar med den hogsta nettolasten) ur Figur 41, i
Basfallet (till vanster) respektive ”“Mer fornybart utan KK” (till hdger); modellar 2030. Elanvdndningen ldses av
mot den hogra y-axeln och nettolasten mot den vénstra axeln. The result for the first 100 hours taken from the
previous figure. Base case shown in the left panel and “More renewables without nuclear” shown in the right
panel; model year 2030.
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Figur 43: Elanvandningen i fjarrvarmesystemen i Figur 42 plottad mot elpriset i SE3 i Basfallet (till vanster)
respektive "Mer fornybart utan KK” (till hdger); modellar 2030. Elanvdndningen ldses av mot den hogra y-axeln
och elpriset mot den vdnstra axeln. Electricity use in Swedish district-heating systems taken from previous figure
and corresponding electricity price (price area SE3). Base case shown in the left panel and “More renewables
without nuclear” case shown in the right panel; model year 2030.

Hur effektbalansen ser ut under timmen dé effektférbrukningen ar som storst, det
vill sdga den mer traditionella synen pa balanssituationen, visas mer i detalj i Figur
44. Den installerade effekten &r stor bade i Basfallet och i synnerhet i "Mer
fornybart utan KK”-fallet. Av detta sa utgor kraftvarmekapaciteten pa knappt 3
GW endast en liten andel. Den kapacitet som faktiskt utnyttjas under den aktuella
timmen ("Produced” i figuren) &r klart mindre dn den installerade effekten
eftersom eleffektforbrukningen aldrig nar upp till den installerade kapaciteten och
eftersom all kapacitet inte finns tillgdnglig under samtliga timmar. I figuren kan
man se att effektbehovet ar ndgot storre dn det som faktiskt produceras i Basfallet
medan det ar klart storre dn det som faktiskt produceras i “Mer fornybart utan
KK”-fallet. Gapet tacks darmed med import, bland annat tack vare den termiska
kapacitet som antas vara tillganglig i Sveriges grannlander men &ven till f6ljd av
att tillgangen till vindkraft kan vara storre dar d&ven om vi i Sverige just under den
timmen har déliga vindférhallanden. Om importen inte skulle finnas tillganglig av
nagot skal sa finns det kapacitet pa plats i Sverige for att tdcka aterstoden
(”Available” i figuren) i Basfallet medan det saknas kapacitet pa tillforselsidan i
”Mer fornybart utan KK”-fallet. Om dven vindkraften skulle falla ifran helt till foljd
av exempelvis omfattande stiltje sa hamnar vi dven i Basfallet i en bristsituation. I
sddana anstrangda lagen ar naturligtvis kraftvarmekapaciteten otroligt vardefull
dven om den i absoluta tal dr klart mindre &n savél effektbehovet som bidraget
fran exempelvis vattenkraft. Aven efterfrageflexibilitet kommer att spela en
nyckelroll i sadana situationer for att fa elbalansen att ga ihop. Nér det galler
kondenskraft (gasturbiner och annan termisk reservkraft) sa raknar vi med en
tillgénglig kapacitet pa ca 1500 MW i Sverige. Eftersom den i normalfall inte
utnyttjas s méste den ingd i ndgon form av effektreserv eller fa intdkter via en
kapacitetsmarknad for att finnas tillganglig d& den eventuellt behovs.
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Figur 44: Balanssituationen under timmen med hogst elférbrukning, dels med avseende pa den installerade
kapaciteten, dels med avseende pa den beriknade produktionen och dels med avseende pa det som kan
forvantas vara tillgéangligt (effektvirdet). Basfallet till vinster och "Mer fornybart utan KK” till héger; modlelar
2030. The electricity balance during the top-load hour including installed capacity (left bar), calculated electricity
production (middle bar) and available capacity (left bar). Base case shown in left panel and “More renewables
without nuclear” shown in right panel.

Mot bakgrund av ovanstaende resonemang kring eleffektbalansen och
fjarrvarmesystemens bidrag till denna kompletterar vi har analysen med
ytterligare ett specialfall, denna gdng med en kraftvarmekapacitet som ar dubbelt
sa stor som i de foregaende berdakningsfallen. En sadan utveckling skulle kunna
komma till stand genom teknikutveckling dér elutbytet vasentligt forbattras. Vi
uppehaller oss inte narmare kring lonsamheten f6r en sdidan utbyggnad utan vi ar
endast intresserade av vilka effekter vi kan se i vara modellberdkningar av en
sadan tankt utveckling. I 6vrigt ar berdkningsforutsattningarna identiska med
“Mer fornybart utan KK”-fallet. Hur elproduktionen ser ut under veckan med
hogst nettolast visas i Figur 45. Timmen med maximal nettolast 4r densamma i
bagge fallen da den ges av skillnaden mellan elefterfrdgan och icke-styrbar
elproduktion (vind och sol) for varje timme. Och ingen av dessa parametrar dndras
sett Over de tva berakningsfallen. Vi kan ocksa klart och tydligt se att kraftvarmen
leverera dubbelt sa stor effekt under den aktuella veckan. Det i sin tur far
aterverkningar pa elpriset som ddmpas. Effektbalansen ur ett svenskt perspektiv
forbattras ocksa och importbehovet minskar.
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Figur 45: Veckan som innehaller timmen med den hégsta nettolasten i Sverige i ”"Mer fornybart utan KK”-fallet
(till vdnster) och i ”"Mer fornybart utan KK med extra kraftvarme”-fallet (till héger). The week containing the
maximum net load in Sweden in the “More renewables without nuclear” case (left panel) and in the “More
renewables without nuclear but with additional CHP” case (right panel); model year 2030.

55



325BEL OCH FJARRVARME

Den resulterande totala kraftvarmeproduktionen férdubblas i princip, narmare
bestamt fran 11 TWh till 23 TWh. En fordubbling av den installerade eleffekten
leder alltsa i detta fall till en fordubbling av elproduktionen. Detta far viss
aterverkan pa elmarknaden genom att elpriserna periodvis blir nagot lagre som vi
kunnat se i foregéende figur. Och ddrmed férsamras naturligtvis
intjaningsformagan négot for kraftvarmeverken, men dven for de andra
kraftslagen vilket redovisas i Figur 46
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Figur 46: Arligt medelelpris samt produktionsprofilvagt elpris for tre olika kraftslag i “Mer fornybart utan KK”
(till vanster) och i ”"Mer fornybart utan KK med extra kraftvarme” (till hoger); avser prisomrade SE3; modellar
2030. Annual average electricity price and production-profile weigthed electricity prices for three different means
of electricity generation. “More renewables” case shown in left panel and “More renewables without nuclear but
with additional CHP” case shown in right panel; price area SE3 and model year 2030.

5.4 VARIATION I VATTENTILLRINNING — TORRAR OCH VATAR

Vattenkraften dr det enskilt viktigaste produktionsslaget i det nordiska elsystemet.
Tack vare vattenkraften sa formar systemet att utjimna ménga av de
variabilitetsrelaterade utmaningarna som en 6kad andel variabel elproduktion
medfor. Det dr inte minst tydligt med utgangspunkt fran vara berdkningsresultat
dér effekterna pa elpris och elbalans i de flesta fallen dr bade begransade och
hanterbara tack vare vattenkraftens reglerande fSrmaga. Aven véra antaganden
kring forstarkta Gverforingsforbindelser mellan regioner och lander bidrar till att
hantera variabilitetsutmaningen. Men det kan ocksa forstarka utmaningen i en viss
region om tillgangen till vind och sol 4r mycket lag eller mycket hog samtidigt i
omkringliggande regioner.

Med tanke pa vattenkraftens betydelse f6r norra Europas elsystem och for vara
berdkningsresultat redogdr vi har for en serie berakningsfall dér vi varierat
tillgangen till svensk och norsk vattenkraft till f5ljd av ett torrt ar respektive ett
vatt ar. Darmed kan vi kvantifiera effekterna av torr- och vatarsvariationerna pé
det nordeuropeiska elsystemet och, i forldngningen, pa de svenska
fjarrvarmesystemen.

I Figur 47 presenteras den arliga vattenkraftproduktionen sedan 1970 i bade
Sverige och i Norge. De arliga variationerna ar periodvis mycket stora. Baserat pa
den redovisade tidsserien s antar vi att ett torrar innebér en tillrinning
motsvarande 55 TWh for Sverige och 115 TWh for Norge. Ett vatar medfor istdllet
en tillrinning pa 78 TWh respektive 145 TWh. Ett normalar motsvarar istillet 67
TWh i Sverige respektive 130 TWh i Norge. Skillnaden i den totala svensk-norska
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vattenkraftproduktionen uppgar alltsa till 6ver 50 TWh mellan ett vatt ar och ett
torrt ar.
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Figur 47: Arlig vattenkraftproduktion i Sverige och i Norge sedan 1970 (Killor: Energimyndigheten och NVE)
Annual hydro-power production in Sweden and Norway since 1970.

Att torr- respektive vatar har stor betydelse for elpriset visas med tydlighet i Figur
48. Detta géller i vart fall i synnerhet for Basfallet ddr elpriset under stora delar av
aret typiskt ligger 15 EUR/MWHh hogre i torrarsfallet respektive ca 15 EUR/MWh
lagre i vatarsfallet, jamfort med normalarsfallet. I “Mer fornybart utan KK” ligger
dédremot priserna under torraret relativt ndra normalarspriserna. Det beror pé att
under normaléret sa bestams elprisbilden i SE3 i relativt stor utstrackning av
importpriset pa el vilket i sin tur styrs av fossileldad kraft utanfor Sverige. Om vi
dessutom légger till ett torrar sa 6kar importen till delvis samma priser. I
vatarsfallet daremot sa dkar kraftproduktionen i Sverige och Norge sa pass mycket
sa att den inhemska produktionen far en storre tyngd i prisbilden. Vi blir inte lika
importberoende och paverkas mer av den egna produktionen. Eftersom
marginalkostnaden for svensk elproduktion ligger klart lagre &n den kontinentala
elproduktionens marginalkostnad (inte minst beroende pa det relativt htga priset
pa CO2) sa far detta ett relativt stort genomslag. I hogprisdelen av priskurvorna
forsvinner dock skillnaden eftersom det dr dar den importerade kraften som satter
priset for samtliga tre berakningsfall. Och eftersom importberoende &r storre i
“Mer fornybart utan KK” &n i Basfallet s& konvergerar de tre priskurvorna tidigare.
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Figur 48: Marginalkostnaden (i SE3) for elproduktion rangordnad efter fallande storlek for ett normalar, torrar
(”Dry”) och ett vatar ("Wet”) i Basfallet (till vanster) respektive ”"Mer férnybart utan KK” (till h6ger); modellar
2030. Marginal cost of electricity (price area SE3) arranged according to decreasing order of magnitude for
normal year, dry year and wet year conditions. Base case shown in left panel and “More renewables without
nuclear” case shown in right panel; model year 2030.

Ett torrar utgor framforallt ett elenergiunderskott och inget effektunderskott.
Pakanningen rent effektmaéssigt blir alltsa inte storre for de mest kritiska timmarna.
Déaremot kommer det att finnas fler timmar med ett relativt hogre elpris.

I Figur 49 sammanfattar vi elproduktionen i de svenska kraftvarmeverken och
elanvdndningen i de svenska fjarrvarmeverken som resultat av variationerna i
vatar och torrar. Ett vatar leder till klart lagre kraftvarmeproduktion, viket galler
for bade Basfallet och for “mer fornybart utan KK”-fallet. Tappet ar dock storre i
Basfallet beroende pa att skillnaden i elpris mellan vat-, torr- och normalar &r lagre
under hogprisdelen av priskurvan, ndgot som vi kunde se i Figur 48, i “Mer
fornybart utan KK”-fallet.

Elpriset som ett typiskt kraftvarmeverk kdnner av i genomsnitt under aret ligger
pa runt 44 EUR/MWh i “Mer fornybart utan KK”-fallet (se tidigare Figur 46). Ett
torrar, allt annat lika, ger ett pris pa 46 EUR/MWh istéllet. Ett vatar, allt annat lika,
ger ett motsvarande pris pa ca 37 EUR/MWh.
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Figur 49: Elproduktionen i kraftvarmeverken och elanvdndningen i fjarrvdrmesystemen under normalar, torrar
och vatar i basfallet och i ”Mer férnybart utan KK”-fallet; modellar 2030. Electricity production in CHP schemes
and electricity use in district-heating systems during normal year, dry year and wet year conditions. Base case
shown in left panel and “More renewables without nuclear” shown in right panel; model year 2030.

I framtiden kommer sannolikt dven arliga variationer med avseende pa vind och
solinstralning att fa 6kad betydelse i takt med att kapaciteten for dessa energislag
byggs ut. Nar det galler vindkraften sa finns erfarenheter som pekar pa att
tillgdngen till vind kan variera upp och ner med i storleksordningen 10%-15%
beroende pa om det &r ett typiskt blasigt ar eller om det ar ett typiskt vindfattigt ar.
Men avvikelserna kan ocksa vara betydligt stdrre, inte minst under vissa manader
eller perioder pa aret (Reichenberg, 2015).1* Som en {6ljd av teknikutvecklingen pa
vindkraftsidan dar turbinerna blir allt battre pa att d&ven utnyttja lagre
vindhastigheter sa finns det fog for att tro att den arliga variationen i produktionen
istdllet kan komma att reduceras nagot. Med de produktionsvolymer pa ver 60
TWh vindkraft som vi rdknat med for Sveriges del i vart “Mer fornybart”-scenario
sa skulle det alltsa innebdra en mojlig variation pa +/-6 TWh fran ett ar till ett annat
sett i vart 2030-perspektiv. Detta ar visserligen en bit under de +/- 12 TWhi
avvikelse fran ett normalar som vi raknat med for den svenska vattenkraften, men
det lar anda bidra ytterligare till 6kad variabilitet pa elmarknaden i framtiden.

5.4.1 Kort om ackumulatorer

19 av vara 20 “verkliga” system finns ackumulatorer {or i forsta hand
produktionskostnadsminimering. Produktionsanldggningarna kan dé producera
bade mer eller mindre dn vad det egentliga fjarrvarmeunderlaget efterfragar,
beroende pa de rddande energipriserna och alternativkostnaden for
fjarrvarmeproduktionen. Endast de system som idag har ackumulatorer har det
dven i vart modellar 2030 (med samma kapacitet).

14 Reichenberg L., 2015, ” Dampening Variation in the European Wind Energy System - A geographic
allocation model using multi-objective optimization”, Thesis for the degree of licentiate of engineering,
Chalmers.

59



325BEL OCH FJARRVARME

Arlig urladdning av en ackumulator &r ett matt som man kan anvénda for att
beskriva utnyttjningen av ett varmelager. Det talar om hur mycket som totalt
laddats ur under éret. Det dr detsamma som har laddats in minus en f&rlustterm.
Ett alternativt satt att se det ar den totala producerade vairmemangd som
forskjutits i tid, genom lagret, och under aret. De relativt stora fjarrvarmesystemen
som har ackumulatorer far en total urladdning under aret pa typiskt 50-80 GWh.
Det motsvarar grovt raknat 5% av den totala produktionen i ett sadant system
(skillnaden mellan systemen kan vara betydande — har fokuserar vi for enkelhets
skull pa storleksordningar).

I Figur 50 redovisas den procentuella avvikelsen for den arliga urladdningen for
ett Basfall i kombination med ett vatar respektive torrar samt “Mer fornybart utan
KK” (normalar) — alla tre fallen jamfort med Basfallet i kombination med ett
normalér. Man kan se att vataret generellt ger en lagre utnyttjning av
ackumulatorerna (det vill siga mindre dn 100% i figuren). Extra tydligt ar det i
elprisomréade 2 (system som &r betecknade med SE2X) dér vataret medfor stora
maéngder vattenkraft som periodvis kan stangas in pa grund av flaskhalsar med
mycket laga elpriser som f6ljd. Det omvanda galler for torraret, dar den arliga
urladdningen ligger hogre an i normalarfallet (6ver 100% i figuren), i synnerhet i
elprisomréade 2. Har leder de hoga elpriserna istallet till att ackumulatorerna
utnyttjas nagot mer fOr att exempelvis 6ka intédkterna fran elforsaljningen i
kraftvarmeverken. ”Mer fornybart utan KK”-fallet innebér en 6kad grad av
prisvariabilitet pa el som vi kunnat se tidigare. Aven det medfdr att den arliga
urladdningen ar storre &n i Basfallet dar elprisvariabiliteten ar ldgre. For alla 9
system totalt sa Okar den arliga urladdningen i "Mer férnybart utan KK”-fallet
med ca 20% jamfort med Basfallet.

Vi kan alltsd konstatera att de forandringar som sker péd elmarknaden i enlighet
med vara modellberdkningar ger en tydlig forandring p& hur ackumulatorerna
utnyttjas.
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Figur 50: Skillnad i arlig urladdning (omforflyttning i tid av produktionen) i de 9 “verkliga” system som har
ackumulatorer for berdkningsfallen Basfall+vatar, Basfall+torrar och ”Mer fornybart utan KK” (normalar)
jamfort med Basfall+normalar; modellar 2030. Difference in annual discharge in the 9 real district-heating
systems modelled that hold heat storage reported for the Base case+wet year, Base case+dry year and “More
renewables without nuclear” (normal year), all compared to the Base case+normal year; model year 2030.

5.5 EKONOMISKA EFFEKTER FOR FJARRVARMESYSTEMEN

Forandringar i elprisbilden till {5ljd av fordandringar i elsystemet kommer inte bara
att paverka produktionsmixen i fjarrvairmesystemen utan darmed ocksa det
ekonomiska utfallet. I Figur 51 redovisar vi hur arliga produktionskostnader
(inkluderar bréanslekostnader, drift- och underhall samt skatter), elintdakter (fran
elproduktion i kraftvarmeverken) och elinkdpen (for elpannor och virmepumpar;
exklusive elskatt) fordndras da vi gar fran Basfallet till nagot av berdkningsfallen
”Mer fornybart”, ”Mer fornybart med endast O3 och F3”, “Mer fornybart utan
KK”, "Mer fornybart utan KK plus torrar” samt “Mer fornybart utan KK plus

. Dessutom redovisas i figuren “nettoresultatet” vilken vi definierar som
forandring i elforsaljning minus forandring i produktionskostnad och minus
forandring i elinkop. Siffrorna géller for Sveriges samlade fjarrvarmesystem (ur
modellen kan vi dock ldsa ut resultaten for varje enstaka fjarrvarmesystem). Det
forsta fallet, ”"Mer fornybart”, innebar att utbudet av el 6kar och att elpriserna
minskar jamfort med Basfallet. Det gor att kraftvarmeverken producerar
framforallt mindre el och att bransleinkdpen for dessa anldggningar minskar,
darav minskningen i produktionskostnad. Dessutom okar anvandningen av
varmepumpar vilket ytterligare ersatter brénslebaserad produktion samtidigt som
elinkopen fordandras (fler TWh men till ett ldgre pris). “Nettoresultatet” for de
svenska fjarrvarmeforetagen av en sadan utveckling istéllet for det vi antar i

-7

vatar

Basfallet ar (svagt) negativ, det vill sdga en ekonomisk férsamring. Det motsatta
galler da vi avvecklar kdrnkraften, i synnerhet om samtliga reaktorer fasas ut
("Mer fornybart utan KK”). De klart hogre elpriserna genererar intaktsokningar
jamfort med Basfallet och bidrar till en tydlig forbattring av det ekonomiska
utfallet. Produktionskostnaderna 6kar nagot till foljd av mer bransleinkop till
elproduktionen. Far vi dessutom ett torrar sa blir utfallet an mer positivt. Vid ett
vatar (i ovrigt identiskt med ”Mer kdarnkraft utan KK”) minskar elpriserna rejalt
jamfort med normalarsfallet, allt annat lika, vilket vi kunde se i tidigare avsnitt.
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Foljaktligen reduceras nettoresultatet, jamfort med “Mer fornybart utan KK”, aven
om det fortfarande ar béttre &n i Basfallet. Vi pAminner om att resultaten i Figur 51
avser hela den svenska fjarrvarmeproduktionen. Tittar man ndrmare pa enskilda
system sa kan utfallet se mycket olika ut.
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Figur 51: Férandring i arlig produktionskostnad (inkl. skatter), elintdkt och elinkop (exkl elskatt) samt
”nettoresultatet” i en handfull berdkningsfall jaimfért med Basfallet; modellar 2030. Change in annual
production cost (including taxes), electricity revenue, electricity-purchase cost (excluding taxes) and economic
“net results” for a selection of model cases compared to the Base case; model year 2030.

5.6 SAMMANFATTANDE SLUTSATSER

I detta kapitel sammanfattar vi kort nagra av de viktigaste slutsatserna fran
analysarbetet i denna studie.

En central insikt &dr att de svenska fjarrvarmesystemen &dr sma i forhallande till den
omgivande elmarknaden, som i sin tur dessutom véxer i takt med att integrationen
mellan de europeiska elmarknaderna fortskrider. Med “sma” menar vi framforallt
med avseende pa effekt och energi. Sa som de svenska fjarrvarmesystemen ser ut
idag, och forutsatt att detta inte fordndras i nagon avgdrande omfattning i ett 2030-
perspektiv, sa kommer de kortsiktiga effektvariationerna i det framtida elsystemet
att vara avsevart storre an vad som kan absorberas av fjarrvarmesystemen (i
varmepumpar och elpannor) eller vad som kan hanteras med produktion i
kraftvdarmeverken. I Basfallet uppgar den installerade effekten i vindkraft i enbart
Sverige till 6ver 10 GW. I hela Norden till nastan 30 GW. Beroende pa vindtillgang
kan en stor del av denna effekt variera frdn mycket lite till ndstan maxeffekt, eller
omvant, under typiskt ndgra dygn (i extremfall kanske till och med under ett antal
timmar). Som jamforelse uppgar den samlade eleffekten i fjarrvarmesystemen idag
runt 1 GW och eleffekten i kraftvarmeverken ligger runt 3 GW. Detsamma galler
det maximala eleffektbehovet i Sverige som idag uppgar till typiskt 26 GW och i
framtiden till sannolikt ytterligare nagon (eller ndgra) GW. Vara berdkningar visar
att vi i sddana situationer kommer att behova forlita oss till import om vind- och
solkraft samtidigt levererar lite. Situationen spetsas till ytterligare om karnkraften
fasas ut. I ett sadant fall kan importbehovet, eller behovet av annan produktion
alternativt dtgarder pa anvandarsidan, bli signifikant och betydligt storre an det
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som kraftvirmen formar att tdcka. Men detta innebér inte att fjarrvarmesystemen
saknar betydelse for att hantera den framtida elbalansen — sannolikt tvdartom. Den
Okade variabiliteten pa elmarknaden kommer att fordra en palett av atgarder for
att sakerstédlla leveranssdkerheten i varje tidpunkt. Bland dessa atgarder kommer
kraftvdarmen, varmepumparna, elpannorna och ackumulatorerna i fjdrrvirmenéten
att ha en viktig roll att spela, tillsammans med annan reglerbar kraftproduktion
och andra atgérder pa anvandarsidan. Fjarrvarme som varmealternativ kan
dessutom utgora ett alternativ eller komplement till el som energibéarare for att
ytterligare avlasta elsystemet. Detta ror sig sannolikt mer om atgarder av
engangskaraktdr och inte kortsiktiga regleratgarder som &r terkommande. Vi har
inte tittat ndrmare pa anvandarsidan i det avseende i var studie.

I foregaende stycke ndmnde vi den fortsatta integrationen av de europeiska
elmarknaderna. Det kan inte nog betonas: det som forsiggar i vara grannlander
kommer att tydligt paverka utvecklingen for det svenska elsystemet och, i
forlangningen, de svenska fjarrvarmesystemen. Det har vi kunnat se d&ven i denna
studie. Och vice versa, forandringar i vart elsystem kommer att spilla 6ver till vara
grannlédnder. Den geografiska kopplingen lar bli starkare i framtiden, som ett
resultat av EUs stavan efter att 6ka den gransoverskridande elhandeln och
forstarkta verforingsforbindelser. Aven om den internationella elhandeln blir
viktigare sa kommer fragan om hur leveranssaker importen verkligen &r da den
beh6vs som bast att bli allt viktigare. Och i sddana lagen kommer inhemsk
produktionskapacitet, som kraftvarme, att troligen upplevas som sérskilt vardefull.

Under relativt anstrangda situationer, typiskt da elbehovet ar stort samtidigt som
bidraget fran vindkraft ar litet, sa levererar kraftvarmeverken nara maximal effekt
samtidigt som elférbrukningen i fjarrvirmenaten dr mycket begransad. Att
anldggningarna inte producerar pa maxeffekt indikerar en viss “backningseffekt”
pa elproduktionen, i storleksordningen 200 MW, till f6ljd av att
alternativkostnaden for fjarrvarmeproduktionen ar hog under sadana perioder. Ett
satt att frigora den kraftvarmekapaciteten ar att investera i hetvattenpannor vilket
ar en relativt billig atgard. Darigenom kan angan i kraftvarmeverket styras for att
favorisera elproduktion och inte dumpas for att generera fjarrvarme. Vi har bland
vara berakningsfall inte ndrmare studerat en riktigt kritisk situation, exempelvis en
tioarsvinter. I ett sddant fall lar det extra tillskottet av kraftvarme inte rdcka pa
langa vagar - en tiodrsvinter medfor ett 6kat eleffektbehov pa 1-2 GW - utan
Sverige maste forlita sig till ytterligare import eller reservkraftverk eller atgarder
pa anvandarsidan.

Vi har ocksa kunnat se att den 6kande variabiliteten pa elmarknaden far en tydlig
paverkan pa fjarrvarmesystemen. Beroende pa vilken typ av forandringar som vi
avser, exempelvis mer eller mindre variabel elproduktion, mer eller mindre styrbar
effekt eller kanske rent av arliga variationer i vader, sa leder detta, via
elprissignalen, till en inverkan pa hur anlaggningarna kors i fjarrvarmesystemen,
pa produktionskostnaden for fjarrvarme (marginalkostnad och genomsnittlig
kostnad) och, slutligen, pa det ekonomiska resultatet. Detta dr ingen 6verraskning
men vi har hédr kunnat skatta storleken pa dessa effekter. Ju mer ett
fjarrvarmesystem ar kopplat till elmarknaden, till exempel om kraftviarme ar ett
dominerande inslag, desto storre blir padverkan frén elsystemet.
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Om kopplingen mellan fjarrvirmesystemen och elsystemen, rent fysiskt, skulle bli
avsevart starkare dn idag, exempelvis genom att kraftvirmekapaciteten blir
signifikant storre eller om de flesta svenska fjarrvarmesystemen satsar massivt pa
elpannor eller virmepumpar f0r att utnyttja perioder med laga elpriser sa bidrar
fijarrvarmesystemen med ytterligare nytta. En storre framtida kraftvarmekapacitet,
genom exempelvis teknikutveckling med fokus pa dkat elutbyte, gor direkt
systemnytta genom att den sdkert tillgangliga effekten i Sverige okar, allt annat
lika. Ytterligare systemnyttor sasom mojligheten till frekvensreglering (inklusive
svangmassa) och spanningsreglering tillkommer ddarmed (pa kopet) men ar inget
som vi ndrmare tagit upp i denna studie. I de berakningsfall som vi analyserat
utnyttjas ocksa den tillkommande kapaciteten. En férdubbling av kapaciteten ger
en fordubbling av elproduktionen, grovt raknat. Dock far vi i samtliga
berdkningsfall elpriser som sannolikt inte motiverar nyinvesteringar i nagon storre
omfattning. Ett typiskt kraftvarmeverk erhaller ett genomsnittligt elpris som
understiger 50 EUR/MWh i samtliga véra berakningsfall, d&ven i det mest extrema
fallet som kombinerar en kdrnkraftavveckling med ett torrar. Nar det géller den
omvanda situationen, det vill sdga nér fjarrvarmesystemen lampligen absorberar
billig ”dverskottsel” sa utgor dagens elskatt ett reellt hinder. Aven om elen skulle
vara gratis kommer den rorliga produktionskostnaden att vara omkring 35
Ore/kWh for en elpanna och kanske en tredjedel sa stor for en varmepump. En
viarmepump kommer man sannolikt inte att bygga for att utnyttja billig el under
kortare tidsperioder men vél en elpanna dar investeringskostnaden ar liten.
Dessutom medfor en produktionskostnad pa 35 6re/kWh att det finns
hetvattenpannor, exempelvis fliseldade, som troligen gar fore i driftordning. Tar vi
bort elskatten s har vi kunnat se att elpannor gar in och utnyttjar lagprisad el i
storre omfattning. Leker vi dessutom med tanken att Sveriges alla
fjarrvarmesystem investerar massivt i elpannor (i vart exempel motsvarande en
fjardedel av maxlastbehovet i respektive system vilket totalt i Sverige ger drygt 5
GW i eleffekt inklusive vairmepumpar, jamfort med dagens knappt 1 GW) sa
kommer produktionen i elpannorna att fa en tydlig aterverkan pa elprisbilden. De
lagsta elpriserna blir inte fullt sa laga som de annars hade blivit vilket &ven visar
sig ha inverkan pa hur kraftslagen kors. Farre timmar med riktigt laga elpriser,
tack vare elpannornas anvandning, mojliggor 6kad drifttid for kdrnkraften som
annars hade fatt reducera effekten eller helt stinga ner. Aven annan prisflexibel
elanvandning kan komma att f& en forstarkt inverkan pa elprisbilden om elskatten
for sddan elanvandning reduceras eller tas bort, och/eller om graden av flexibilitet
okar. Pa sa satt existerar en konkurrenssituation om den billiga elen som i sig har
en dampande inverkan pa hur lagt elpriserna kan sjunka. Vi har dock inte studerat
effekterna av annan flexibel elanvandning i denna studie.

De perioder da elpriset pd den framtida marknaden i Sverige ar riktigt lagt
sammanfaller ofta, men inte alltid, med perioder da elefterfragan ar lag och da den
fornybara elproduktionen producerar stora volymer. Sadana perioder upptrader
normalt utanfér uppvarmningssdasongen. Detta faktum i sig leder till en naturlig
begréansning for vad fjarrvarmesystemen formar att absorbera med avseende pa
billig “6verskottsel”, i synnerhet om man inte har sdsongslager att tillga.
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6 Avslutande diskussion

I detta avslutande kapitel tar vi upp en handfull diskussionspunkter kring sadant
som vi till foljd av resursskal inte haft fokus pa i denna studie, eller som vi av
praktiska skal valt att exkludera, men som ocksa &r relevant i sammanhanget.

Generellt kan vi konstatera att inget av vara scenarier eller berdkningsfall leder till
extremt hoga elpriser. Under vissa timmar kan vi i berdkningsresultaten observera
priser pa en bra bit 6ver 100 EUR/MWh dé bland annat gasturbiner eller annan
reservkraft utnyttjas. Men i 6vrigt ar priserna pa en mer mattlig niva. En forklaring
till att vi i inte observerar mer extrema elpriser ar att vi utgar fran full
tillganglighet i anldggningarna dven under anstrangda situationer (de planerade
stoppen har vi forlagt till perioder dér elbalansen dr god). I verkligheten kan
oplanerade stopp under sddana perioder snabbt leda till mycket hoga elpriser. Det
finns ocksa situationer dar utfallet kan bli ett annat givet den produktionskapacitet
vi utgar fran i denna studie. En sadan situation skulle kunna vara en tioarsvinter.
Effektbehovet kan da typiskt vara upp till 2 GW storre &n det vi antagit hér.
Sammanfaller det med 1ag tillgang till vindkraft s& dr det mycket som talar for att
importen inte kommer att rdcka till. Att befintlig kraftvarme da finns tillganglig
kommer vara av stor vikt. Detsamma géller sannolikt reservkraft savida inte
efterfrageflexibilitet kan utnyttjas i den omfattning som kan komma att krdvas. En
sista utvég blir bortkoppling. I NEPP-projektet, som vi samverkat med i denna
studie, kommer man att fortsitta att analysera olika anstrangda situationer med
avseende pa kraftbalansen. Och d& kommer man bland annat att titta narmare
dven pa den hér typen av viaderberoende situationer pa elmarknaden och da med
hjélp av det modellverktyg, EPOD, som vi anvant och forfinat inom ramarna for
denna studie.

En annan osakerhetsfaktor lite pA samma tema éar fossilkraften pa Kontinenten och
dess betydelse for elprisbilden. Vi har utgatt fran att ingen ny kolkraftkapacitet
byggs och att de befintliga anldggningarna fasas ut i ett relativt mattligt tempo. Ar
2030 har vi darfor fortfarande kvar en avsevard kapacitet som dven vi i Sverige har
”glddje” av under vissa timmar da vi importerar styrbar elproduktion. I takt med
att den fornybara elproduktionen byggs ut minskar utnyttjningstiderna for
kolkraften vilket naturligtvis 6kar utmaningen att fa tackning for de fasta
kostnaderna. Dessutom pagar i Tyskland en diskussion kring den inhemska
kolkraften och att den bor snabbavvecklas sa att man rimligen kan na sina
klimatmal. Vilka konsekvenser skulle ett forlopp med en mindre tillgang till
fossileldad kraftproduktion pa Kontinenten, &n vad vi raknat med hér, fa for det
svenska elsystemet och, ddrmed, fjarrvarmesystemen? Om allt annat lika sé lar
elpriserna stiga och variabiliteten pa den nordeuropeiska elmarknaden oka
ytterligare. I Sverige kan vi heller inte forlita oss till import i samma utstrackning
under de mest anstrangda timmarna. Ett i princip helt fornybart elsystem i
Nordeuropa ar dven det foremal for analys inom NEPP-projektet. Vi kommer
saledes inom ramarna for det projektet att fortsédtta analysen av ett framtida
Nordeuropeiskt elsystem dar andelen fornybart dr d&nnu storre dn vad vi studerat
har.
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Ytterligare en osdakerhetsfaktor dr den framtida elforbrukningen. Som vi namnt séa
utgdr vi frdn en mattlig forbrukningsokning. Om istéllet den 6kande
elektrifieringen tar fart ordentligt s& kan elbehovet i Sverige och i grannldnderna
komma att bli klart storre an vad vi rdknat med héar (dven om vart 2030-perspektiv
naturligtvis sétter en viss grans for hur langt utvecklingen kan gé). Och med det
kan aven effektproblematiken tillta beroende pa hur flexibel, eller styrbar, den
tillkommande elforbrukningen blir. Detta kopplar ocksa till det faktum att vi inte
inkluderat flexibilitet pa anvandarsidan, vare sig for el eller fjarrvarme. En
flexiblare elanvandning skulle potentiellt kunna reducera vérdet av
produktionskapacitet och/eller minska importberoendet under de mer anstrangda
tidsperioderna under aret, allt annat lika. Att infora efterfrageflexibilitet i vart
modellverktyg &r fullt mojligt. Det skulle darmed 6ppna upp for ytterligare
sektoroverskridande modellanalyser dar tillforselsidan (av el och fjarrvarme) kan
kopplas till olika sektorer inom elanvandning och fjarrvarmeanvandning och dar
graden av flexibilitet, beroende péa sektor, kan se mycket olika ut.

Vara antaganden for utvecklingen av den svenska kraftvairmen mot 2030 baserar
vi, som vi redogjort for i denna rapport, dels pa intervjuer med en handfull
fjarrvarmeforetag och dels pa egna antaganden som i sin tur delvis grundar sig pa
modellanalys (TIMES-NORDIC). Parallellt med att vi avslutar denna studie sa har
man i ett narliggande projekt finansierat av Energiforetagen, “Kraftvarme i
framtiden”, precis kommit igdng med en mycket ambitids sammanstéllning av
befintliga investeringsplaner for ny kraftvarme, och eventuella avvecklingsplaner
for befintlig dito, fran huvuddelen av de svenska fjarrvarmeforetagen. De
preliminéra siffrorna visar att bilden for 2030 ligger relativt ndra det vi utgatt fran
hér. Vi kommer dock att inom ramarna for “Kraftvarme i framtiden”-projektet
gora kompletterande berdkningar med EPOD-modellen men da baserat pa det mer
detaljerade underlaget avseende investeringsplaner for ny kraftvirme som ska
vara fardigstallt inom kort.

I vart modellarbete har vi antagit att samtliga anlaggningar kan reglera snabbt fran
en timme till en annan. For kdrnkraften har vi infort vissa min-lastrestriktioner och
start- och stoppkostnader. Aven for avfallsférbranningsanlaggningarna har vi
utgatt fran en forenklad minlastbegransning som vi beskrev i metodkapitlet. For
ovriga anldggningar saknas sadana begransningar. Darmed Overskattar vi regler-
och flexibilitetsformagan. Ett kraftvarmeverk kan dock relativt snabbt dndra pé
balansen mellan elproduktion och fjarrvarmeproduktion utan att &ndra
panneffekten forutsatt att det finns utrymme pa fjarrvarmesidan. Sa ar det ocksa i
var modellbeskrivning. I den forsta forskningsetappen av “El och fjarrvarme —
samverkan mellan marknaderna” kunde vi konstatera att manga kraftvarmeverk
ar relativt snabbreglerade. Betydande lastandringar (pannan) kan ske inom typiskt
en halvtimme dven for fastbransleanldggningar, sa lange som man befinner sig
over minlastnivan. Det som tar tid &r kallstarten — dar handlar det om ett-tva dygn.
I en tidigare studie konstaterade man dven att kraftvarmeverken, rent tekniskt, kan
utnyttjas for den priméra automatiska frekvensregleringen som hanteras av SvK.15

15 Eng M., Johansson B., Dahlstrom P, “Undersokning av mojligheter for svenska kraftvirmeverk att
leverera primar frekvensreglering, FCR-N”, Varmeforsk rapport 1261, december 2014
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Huruvida det &r ekonomiskt beror da pa ersattningsmodellerna och hur det ser ut i
fjarrvarmesystemen i ovrigt.

Naér det galler fjarrvarmeunderlagets utveckling mot 2030 sa har vi, for samtliga
system, antagit en minskning pa i storleksordningen ett par procent jamfort med
idag. I verkligheten kan det se olika ut mellan olika system. I tillvixtregionerna
kan underlaget vaxa medan det i omraden med hog nettoutflyttning kan minska
mer dn vi antagit hér. Ett stabilt, eller vaxande, fjarrvarmeunderlag ar naturligtvis
en battre forutsédttning for investeringar i exempelvis nya kraftvarmeverk &n det
motsatta. Skulle istéllet fijarrvarmeunderlaget vika mer &n vi antagit har, till f6ljd
av dannu tuffare konkurrens om varmekunderna, sa blir forutsattningarna for ny
kraftproduktion simre vilket pa sikt kan medfora att kopplingen mellan el- och
fjarrvarmemarknaderna forsvagas.

Vi har i vér studie inte inkluderat sdsongslager utan endast tagit hansyn till de
ackumulatorer som idag utnyttjas i de svenska fjarrvarmenaten och déar
lagerkapaciteten ar relativt begransad. Att investera i sdsongslager gors sannolikt i
forsta hand for att utnyttja billig 6verskottsvarme (avfallsforbranning eller
industriell spillvarme) pa sommaren men skulle ocks& kunna anvandas som en
mojlighet att utnyttja billig 6verskottsel under sommarhalvaret. Pa sa satt skulle
fjarrvarmesystemen kunna erbjuda ytterligare flexibilitet till elmarknaden.

Slutligen nagra ord om den lokala eleffektbalasen. I EPOD-modellen s& kan vi i
detalj studera eleffektbalansen for varje elprisomrade som vi definierat, ndrmare
bestamt de fyra verkliga elomradena i Sveriges fall. Under senare tid har den
lokala eleffektbalansen seglat upp som en relativt ny utmaning. Det handlar da om
att sakerstalla tillracklig eleffekt, under samtliga timmar, for ett geografiskt mindre
omréde an de elprisomréden som vi studerat héar. For narvarande ser
effektsituationen for Stockholm, Uppsala, Vasteras och Malmo bekymmersam ut.
Det handlar om att imatningskapaciteten fran 6verliggande stamnit inte langre
récker till for att sdkerstélla effektbehovet. Darmed okar betydelsen av de
produktionsanldggningar som befinner sig inom dessa omréaden, det vill sdga i
huvudsak kraftvirmeverken. Samtidigt s saknas idag ersattningsmodeller for att
halla effekt tillganglig pa det lokala planet (man diskuterar idag exempelvis
mojligheten att lata elnédtsforetagen ersétta kraftvarmeoperatéren som komplement
till de gidngse intakterna fran marknaderna). For 4ven om effektsituationen &r god
pa det nationella planet, eller inom ett visst elomrade, sa kan den vara mycket
anstrangd pa det lokala planet. Saledes kan eleffekten i ett fjarrvarmesystem ha
stor betydelse i det lokala systemet dven om vi tidigare kunnat konstatera att den
har mindre betydelse pa det nationella planet.

6.1 FRAMTIDA ARBETE

Vi har i foregaende avsnitt fort en diskussion kring flera av modellresultaten och
dven forsokt resonera kring vilken paverkan pa resultaten som véra avgransningar
kan tédnkas ha. Och det ar just avgransningarna som lampligen kan tjdna som
avstamp for en kort reflektion kring fortsatt arbete inom detta viktiga omrade:
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Att i modellverktyget dven inkludera flexibilitet pd anvandarsidan for bade
fjarrvarme och el i syfte att utdka analysomfanget ytterligare. Detta kommer
att ge aterverkningar pa elprisbilden och ddarmed pé hur anldggningarna kors.
Att undersoka fler situationer med anstriangd kraftbalans, till exempel ovanligt
kalla vintrar, l&angvariga perioder med stiltje (lag tillgang till vindkraft)
och/eller oplanerade stopp i viktiga kraftverk.

Att mer i detalj studera den lokala eleffektbalansen och fjarrvarmesystemens
roll i ett sdidant sammanhang. Rent modelltekniskt dr det inget som hindrar att
EPOD-modellen delas in i ytterligare (lokala/regionala) elomraden i Sverige.
Det skulle dock leda till att kopplingen till de verkliga fyra elomradena
forsvagas nagot i modellen men & andra sidan skulle det istdllet battre
representera den verkliga flaskhalsproblematiken som idag inte omfattas av
den normala elhandeln.

I denna studie har vi heller inte gatt in pa fragor kring lonsamhet for vissa
produktionsanldggningar, exempelvis ny eller befintlig kraftvdarme. S snart en
anlaggning har rorliga kostnader som understiger elpriset (eller har
produktionskostnader for fjarrvarme som understiger vardet pa fjarrvarmen)
sa kors anldggningen givet att de dvriga begransningarna (tillganglighet med
mera) inte satter stopp. Rent produktionssimuleringsmassigt dr detta en
korrekt beskrivning men det sdger inget om l6nsamheten i ett langre
perspektiv. For en befintlig anldggning maste driftnettot ticka de arliga fasta
kostnaderna och for en nyinvestering maste driftnettot dessutom tédcka
kapitalkostnaderna. En fortsattning pa denna studie skulle ndarmare kunna
analysera l6nsamheten for ett antal nyckelanldggningar eller tekniker givet den
Okande variabiliteten pa elmarknaden. Vi vill dock pdminna om att de
kapaciteter som vi antar finns pa plats ar 2030 i denna studie till stor del
bygger pa modellberdkningar dar man tagit hansyn till just Iénsamheten, dven
om just det modellverktyget saknar den forfinade beskrivning (i tid inom ett ar
och med avseende pa fjarrviarmesystemen) som vi utnyttjat hér. Trots det finns
det sannolikt skal att mer i detalj undersdka konkurrenskraften och
lonsamheten for olika produktionsslag inte minst inom fjarrvarmesystemen.
Att implementera sdsongslager i modellverktyget innebar ingen omfattande
utvecklingsinsats utan foljer i stort sett principen for hur ackumulatorer och
vattenmagasin dr beskrivna. Pa sa sétt kan man ndrmare studera i vilken
utstrackning som exempelvis dverskottsperioder med billig el utanfor
uppvarmningssasongen kan utnyttjas under sjalva uppvarmningssasongen.
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Den 6kade variabiliteten p8 elmarknaden leder till nya utmaningar kring styr-
barhet, reservkraft och andra systemtjénster i elsystemet. Som en f6ljd av detta
kommer elsystemet med stor sannolikhet att knytas nirmare andra delar av
energisystemet. Det giller inte minst virmemarknaden dir fjarrvirme har en
framtridande roll.

Hir har forskarna i detalj analyserat hur de svenska fjarrvirmesystemen pa-
verkas av forandringar i elsystemet och, omvint, hur fjarrvirmesystemen kan
bidra under perioder da elbalansen ir anstringd eller da utbudet av el till liga
priser dr extra stort pa elmarknaden.

Beroende pé vilken typ av férindringar som avses s3 inverkar det pa det ekono-
miska resultatet. Det handlar exempelvis om mer eller mindre variabel elpro-
duktion, mer eller mindre styrbar effekt eller kanske arliga variationer i vider,
vilket via elpriset inverkar p& hur anliggningarna kors i fjirrvirmesystemen, pa
produktionskostnaden for fjarrvirme och slutligen pd ekonomin.

Ju mer ett fjirrvirmesystem dr sammankopplat med elmarknaden, till exempel
om kraftvirme &r ett dominerande inslag, desto mer péverkas det av elsystemet.

Ett nytt steg i energiforskningen

Energiforsk 4r en forsknings- och kunskapsorganisation som samlar stora delar av svensk
forskning och utveckling om energi. Méalet ar att &ka effektivitet och nyttiggérande av resultat
infér framtida utmaningar inom energiomradet. Vi verkar inom ett antal forskningsomréden,
och tar fram kunskap om resurseffektiv energi i ett helhetsperspektiv - frén killan, via
omvandling och éverféring till anvindning av energin. Forskningsprogrammet Futureheat
har drivits i samverkan med Energimyndigheten som ocksé har finansierat den hir syntesen.

Energiforsk @ Energimyndighefen
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	Sammanfattning
	Den ökade variabiliteten på elmarknaden leder till nya utmaningar kring styrbarhet, reservkraft och andra systemtjänster i elsystemet. En följd av detta är att elsystemet med stor sannolikhet kommer knytas närmare andra delar av energisystemet inte minst värmemarknaden där fjärrvärme har en framträdande roll. I denna studie har vi i detalj analyserat hur de svenska fjärrvärmesystemen påverkas av förändringar i elsystemet och, omvänt, hur fjärrvärmesystemen kan bidra under perioder då elbalansen är ansträngd eller under perioder då utbudet av el till låga priser är extra stort på elmarknaden.
	Totalt sett är de samlade svenska fjärrvärmesystemen klart mindre än den omgivande elmarknaden, som i sin tur dessutom växer i takt med att integrationen mellan de europeiska elmarknaderna fortskrider. Detta innebär att de kortsiktiga effektvariationerna i det framtida elsystemet kommer vara avsevärt större än vad som kan absorberas av fjärrvärmesystemen. Men detta innebär inte att fjärrvärmesystemen saknar betydelse för att hantera den framtida elbalansen – sannolikt tvärtom. Den ökade variabiliteten på elmarknaden kommer att fordra en palett av åtgärder för att säkerställa leveranssäkerheten i varje tidpunkt. Bland dessa åtgärder kommer kraftvärmen, värmepumparna, elpannorna och ackumulatorerna i fjärrvärmenäten att ha en viktig roll att spela, tillsammans med annan reglerbar kraftproduktion och andra åtgärder på användarsidan. 
	Modellanalyserna i denna studie visar att under relativt ansträngda situationer, typiskt då elbehovet är stort samtidigt som bidraget från vindkraft är litet, så kan kraftvärmeverken leverera nära maximal effekt samtidigt som elförbrukningen i fjärrvärmenäten är mycket begränsad. En större framtida kraftvärmekapacitet, genom exempelvis teknikutveckling med fokus på ökat elutbyte, gör direkt systemnytta genom att den (säkert) tillgängliga effekten i Sverige ökar, allt annat lika. Detta kommer vara särskilt värdefullt under ansträngda situationer när alternativen utgörs av ökat importberoende, dyr reservkraft eller ytterligare åtgärder på användarsidan. Tillgången till annan produktion, som exempelvis kärnkraft, är naturligtvis också avgörande i sammanhanget och har följaktligen också analyserats i denna studie. 
	När det gäller den omvända situationen, det vill säga när fjärrvärmesystemen lämpligen förbrukar billig ”överskottsel” så utgör dagens elskatt ett reellt hinder. Även om elen skulle vara nästintill gratis kommer den rörliga produktionskostnaden att vara omkring 35 öre/kWh för en elpanna och kanske en tredjedel så stor för en värmepump, på grund av elskatt. En värmepump kommer man sannolikt inte att bygga för att utnyttja billig el under kortare tidsperioder men väl en elpanna där investeringskostnaden är relativt liten. Tar vi bort elskatten så har vi i vår modellanalys kunnat se att elpannor går in och utnyttjar lågprisad el i klart större omfattning än om vi behåller elskatten. Denna effekt blir dock systemmässigt betydande först om Sveriges fjärrvärmesystem gör omfattande investeringar i elpannor. Även annan prisflexibel elanvändning, exempelvis via lastförskjutning av elbaserad uppvärmning i byggnader eller av hushållsel, kan komma att få en förstärkt inverkan på elprisbilden om elskatten för sådan elanvändning reduceras eller tas bort, och/eller om graden av flexibilitet ökar. På så sätt existerar en framtida konkurrenssituation om den billiga elen som i sig har en dämpande inverkan på hur lågt elpriserna kan sjunka. De perioder då elpriset på den framtida marknaden i Sverige är riktigt lågt sammanfaller ofta, men inte alltid, med perioder då elefterfrågan är låg och då den förnybara elproduktionen producerar stora volymer. Sådana perioder uppträder normalt utanför uppvärmningssäsongen. Detta faktum i sig leder till en naturlig begränsning för vad fjärrvärmesystemen förmår att absorbera med avseende på billig ”överskottsel”, i synnerhet om man inte har säsongslager att tillgå.    
	Vi har i denna studie kunnat se att den ökande variabiliteten på elmarknaden ger en tydlig påverkan på fjärrvärmesystemen. Beroende på vilken typ av förändringar som vi avser, exempelvis mer eller mindre variabel elproduktion, mer eller mindre styrbar effekt eller rent av årliga variationer i väder, så leder detta, via elprissignalen, till en inverkan på hur anläggningarna körs i fjärrvärmesystemen, på produktionskostnaden för fjärrvärme och, slutligen, på det ekonomiska resultatet. Ju mer ett fjärrvärmesystem är sammankopplat med elmarknaden, till exempel om kraftvärme är ett dominerande inslag, desto större blir påverkan från elsystemet. 
	Summary
	The increasing variability in the electricity market is leading to new challenges regarding controllability, dispatch, reserve power and other system specific services delivered by the electricity system. Consequently, the electricity system will most likely have a closer interaction with other parts of the energy system, not the least with the heating market where district heating has a prominent role. In this study the effects on the Swedish district-heating systems as a result from changes within the electricity sector have been analysed. The study further investigates how the district-heating systems can contribute during periods when the electricity system of northern Europe is put under stress or during periods when there is an abundance of electricity generation.
	The Swedish district heating systems as a whole are much smaller than the surrounding electricity market, which, in turn, is growing since the European electricity markets are continuously integrating and, thus, expanding their system boundaries. This means that the short-term power variations in the future electricity system will be much greater than what could be absorbed in the district heating systems in Sweden. However, this does not mean that the district-heating systems are lacking importance in order to handle the electricity power balance – more like the contrary. The increasing variability of the power market will need a variety of measures in order to secure the future delivery of electricity. Measures such as combined heat and power (CHP), heat pumps, electric boilers and hot water accumulators will all have an important role to play together with other dispatchable electricity-generation units and measures at the consumer side.
	The model results show that during relatively challenging conditions in the electricity market, typically when the need for electricity is high and the electricity generation from wind based production is low, CHP units can deliver close to their maximal power while the electricity consumption in the district heating networks is small. A substantial increase in CHP capacity, e.g. through technical development improving the power to heat ratio, will benefit the electricity system since the available electricity-generation capacity which is dispatchable, increases, everything else held constant. This will prove especially beneficial during strained situations when the alternatives consist of increased dependency of imported electricity, expensive reserve power or additional measures at the consumer side. The future availability of other types of electricity generation in Sweden, e.g. nuclear power, is also crucial in this context and has, consequently, been included in the analyses within this study.
	As regards the opposite situation, when electricity prices are low due to an abundance of electricity generation in the system (e.g. windy periods), the district heating systems would preferably consume electricity in order to produce heat in heat pumps or electric boilers. However, the electricity tax on consumed electricity presents an obstacle to fully exploit cheap “excess” electricity during such periods. Even if the electricity price would be close to zero the variable production cost would still be around 35 öre/kWh (35 €/MWh) for an electric boiler and a third of that figure for heating pumps, due to the electricity tax. A heat pump will not likely be built in order to take advantage of cheap electricity during short periods of time. For such purposes electric boilers are more likely to be installed due to their low investment costs.  When the electricity tax is removed in our model we find that electricity-based district-heating production increases significantly. In order for this to be of more substantial size on a electricity-system level, the district-heating systems need to make considerable investments in electric boilers. Other price-flexible electricity use, e.g. load shifting in end-use heating or household electricity use, may get an increased influence on the pricing of electricity if the electricity tax is reduced or removed, and/or if the degree of flexibility increases. All this may create a future competition for electricity during low-price periods which, in turn, puts a certain upward pressure on the electricity price. The time periods when the electricity price on the future market in Sweden is very low coincides generally, but not always, with periods characterised by low electricity demand and abundant generation from renewable electricity sources. Such periods normally occur outside of the heating season creating a natural upper limit on how much cheap electricity the district heating systems can absorb, especially if no seasonal storage is available.
	In this study we have shown that the increasing variability in the electricity market has a distinct impact on the district heating systems. Depending on what kind of electricity-system change we address, e.g. more or less variable electricity production, more or less dispatchable electricity production, or just annual and seasonal variations induced by weather conditions, it impacts the Swedish district-heating systems to various extents. Such impacts include changes in the production mix and production costs of district heating and, consequently, economic outcome. The tighter the link between a district heating system and the surrounding electricity market is, e.g. if CHP has a prominent role, the larger the impact of the electricity market becomes.
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	1 Inledning och syfte med projektet
	Den snabba utbyggnaden av förnybar elproduktion i Sverige och i Nordeuropa leder till ökad variabilitet och till nya utmaningar kring styrbarhet, reservkraft och andra systemtjänster på elmarknaden. En följd av detta är att elsystemet med stor sannolikhet kommer knytas närmare andra delar av energisystemet inte minst värmemarknaden där fjärrvärme har en framträdande roll. En ökad samverkan mellan el- och fjärrvärmemarknaderna kommer att vara en av flera lösningar för att hantera variabilitetsproblematiken på framtidens energimarknader. El- och fjärrvärmemarknaderna har sedan lång tid varit sammankopplade, dels på produktionssidan genom kraftvärme, elpannor och värmepumpar inom fjärrvärmeproduktionen men även på konsumtionssidan genom konkurrens mellan uppvärmningsalternativen fjärrvärme och framförallt värmepumpar. 
	I två tidigare forskningsetapper inom Fjärrsynprogrammet, ”El och fjärrvärme – samverkan mellan marknaderna” (etapp I och II), kunde vi konstatera att fjärrvärmesystemen potentiellt kan bidra med stor nytta för att hantera variabiliteten på den framtida elmarknaden. De två etapperna analyserade i detalj hur ett fåtal verkliga fjärrvärmesystem reagerar på det ökande inslaget av variabilitet på elmarknaden. Däremot saknades fortfarande kunskap kring hur Sveriges samlade fjärrvärmeproduktion kan komma att påverkas av den snabba utbyggnaden av variabel förnybar elproduktion i Sverige och Nordeuropa. De tidigare forskningsetapperna hade heller inte tillgång till en integrerad modellbeskrivning av kopplingen mellan el- och fjärrvärmesystemen, då elsystemet och de analyserade fjärrvärmesystemen analyserades separat. Detta är följaktligen de två viktigaste huvudsyftena för denna tredje forskningsetapp, nämligen att i detalj analysera hur Sveriges samlade fjärrvärmesystem svarar på förändringar på framtidens elmarknad och hur kopplingen mellan elsystemet och fjärrvärmesystemet möjliggör ömsesidig påverkan. För att svara på dessa frågeställningar har denna forskningsstudie inneburit en omfattande insats inom modellutvecklingsområdet. Som ett resultat har ett redan etablerat modellverktyg för det (nord)europeiska elsystemet nu kompletterats med en kvalificerad och detaljerad beskrivning av de svenska fjärrvärmesystemen. På så sätt har de svenska fjärrvärmesystemen integrerats med den nordeuropeiska elmarknaden i ett och samma modellverktyg. 
	2 Det nordeuropeiska elsystemet
	2.1 Elsystemet år 2030 – våra Scenarioantaganden

	Elmarknaderna i de nordeuropeiska länderna är sedan ett antal år tillbaka sammankopplade och möjliggör idag gränslös handel med el. Förutom de fyra nordiska länderna har även de tre baltstaternas elmarknader knutits till börsen Nordpool. Elbörserna i Tyskland, EPEX (som även täcker in andra länder), och Polen, TGE, är sammankopplade med Nordpool via så kallad marknadskoppling. Flera elmarknader i andra europeiska länder är också sammankopplade med den nordeuropeiska elmarknaden men berörs inte vidare i denna studie. Den ökade sammankopplingen, dels marknadsmässigt och dels genom förstärkta överföringsförbindelser, mellan de nordeuropeiska länderna har naturligtvis också medfört att utvecklingen på elmarknaden inom ett land inte längre kan ses som en isolerad företeelse. Tvärtom, det som sker i ett land, inte minst på det energipolitiska planet, kommer att få återverkningar på omkringliggande länders utveckling, och vice versa. Detta är något som vi också kommer få se prov på i denna studie.
	Elproduktionen i den region som vi valt att definiera som ”Nordeuropa” (se Figur 1) uppgår till i runda tal 1200 TWh. Runt 40% av produktionen är fossilbaserad medan de förnybara kraftslagen står för ungefär lika mycket. Bidraget från de förnybara kraftslagen växer dock snabbt och det är denna utveckling som gett upphov till funderingar, alternativt farhågor, inför den växande variabiliteten på elmarknaden. Samtidigt har man i Tyskland beslutat att kärnkraften ska stängas senast 2022. Även i Sverige har kärnkraftens framtid (återigen) varit föremål för diskussion på senare tid. Samtidigt måste den fossilbaserade elproduktionen, inte minst kolkraft, gradvis fasas ut om klimatmålen ska uppfyllas. Dessa utsikter för den styrbara termiska kraftproduktionen i Nordeuropa ökar naturligtvis variabilitetsutmaningen. 
	//
	Figur 1: Elproduktionen i Nordeuropa 2016 (Källa: Eurostat). Electricity production in Northern Europe in 2016.
	Vårt huvudscenario, ”Basfallet”, för den långsiktiga utvecklingen för det nordeuropeiska elsystemet bygger i huvudsak på NEPP-projektets referensscenario.  I korthet antar vi för detta scenario att de europeiska energi- och klimatpolitiska målen till 2030 nås. Den förnybara elproduktion byggs ut som konsekvens av de olika stödsystemen som finns i de olika länderna och ett, över tid, stigande pris på utsläppsrätter för CO2 inom EU ETS. Fossilbränsleprisutvecklingen följer det som antas i scenariot ”New Policies” i IEAs senaste World Energy Outlook (från 2018). De långsiktiga klimatmålen för 2050 nås dock inte i detta scenario. För detta är sannolikt de antagna ETS-priserna för låga. Beräkningsförutsättningarna med avseende på elbehovet följer i allt väsentligt det som Energimyndigheten utgår från i deras pågående arbete med den långsiktiga utvecklingen för Sveriges energisystem (”Långsiktiga scenarier 2018”; referensfallet). 
	Vi har dock i vårt Basscenario valt att göra vissa avsteg från NEPP-projektets referensscenario och framförallt gäller det andelen variabel elproduktion på Kontinenten. Här har vi istället antagit att utbyggnaden går ännu snabbare för att ytterligare accentuera analysen av ett elsystem med en hög andel variabel elproduktion. Våra antaganden för utbyggnaden av exempelvis förnybar elproduktion i Tyskland motsvarar den tyska regeringens mål om 65% av den totala elproduktionen till och med 2030. 
	I vår studie utgår vi inte från en mer omfattande elektrifiering av energisystemet. Elbehovet inom transportsektorn antas dock öka (måttligt) som en konsekvens av en expansion av andelen elbilar (typiskt omkring 1 TWh runt 2030).  Även elbehovet till processindustrin och till datahallar antas öka, om än relativt blygsamt. Samtidigt minskar elanvändningen inom uppvärmningen till följd av effektivare värmepumpar och en fortsatt konvertering bort från elvärmen (vattenburen elvärme och direktel). Detta får konsekvenser inte minst för effektbehovet vintertid. Vi räknar alltså med både tillkommande effektbehov inom vissa sektorer och minskande effektbehov inom andra sektorer. Sammantaget leder detta till ett maximalt effektbehov som är endast knappt 1 GW större runt 2030 än idag.  
	Utvecklingen för den svenska elproduktionen i Basscenariot redovisas i Figur 2 och bygger på modellberäkningar med TIMES-NORDIC. Vi kommer inte fortsättningsvis att uppehålla oss kring detta modellverktyg men kan kort nämna att förutom i NEPP-projektet så används TIMES-NORDIC löpande i Energimyndighetens återkommande analyser av den långsiktiga utvecklingen för det svenska energisystemet, nu senast under årsskiftet 2018/2019.
	Man kan i Figur 2 se hur den förnybara elproduktionen, framförallt vindkraft, fortsätter att byggas ut genom elcertifikatsystemets försorg. Tack vare fortsatt teknikutveckling och stigande elpriser framförallt efter 2030 byggs landbaserad vindkraft på längre sikt ut på egna meriter, det vill säga utan stöd. Elbehovet växer måttligt vilket medför att Sverige på årsbasis fortsätter att vara en betydande nettoexportör av el. Runt 2030 blir elproduktionen från solceller signifikant, omkring 2-3 TWh, beroende på fortsatta kostnadsminskningar och till följd av vårt antagande om att skattereduktionen för inmatad el blir relativt långlivad. 
	Denna utveckling för det svenska elsystemet är alltså utgångspunkten för vår fortsatta analys. Vi kommer att koncentrera oss på situationen runt modellår 2030 och i detalj analysera hur ett sådant elsystem ser ut och vilken påverkan det kan komma att få på de svenska fjärrvärmesystemen. Men innan dess ska vi ta en titt på utvecklingen för hela det nordeuropeiska elsystemet i Figur 3.
	/
	Figur 2: Elproduktionen i Sverige i Basfallet (vi har ringat in resultatet för det modellår, 2030, som är i fokus för denna studie). Electricity production in Sweden in the Base case (model year 2030 is highlighted in the figure).
	På samma sätt som i Sverige fortsätter utbyggnaden av den förnybara elproduktionen i Nordeuropa som helhet. Och det är framförallt vindkraft som leverera det stora bidraget. Kolkraften fasas sakta men säkert ut till följd av den förda klimatpolitiken med stigande priser på CO2. Runt 2040 så står den förnybara kraftproduktionen för hela 70% av den totala produktionsvolymen. År 2030 är den siffran ca 60% vilket är en rejäl ökning jämfört med dagens drygt 40%.
	/
	Figur 3: Elproduktionen i Nordeuropa i Basfallet. Electricity production in Northern Europe in the Base case.
	I Figur 4 redovisas mer i detalj hur produktionskapaciteten ser ut i de olika nordeuropeiska länderna, dels idag och dels för 2030 baserat på våra antagande i Basfallet. Redan idag kan vi alltså konstatera att kapaciteten för vind och sol är avsevärd, inte minst i Tyskland men även i de fyra nordiska länderna. Siffrorna för 2017 inkluderar samtliga reaktorer i Sverige sånär som på O1 och O2. R1 och R2 antas fasas ut runt 2020 vilket innebär att den återstående kapaciteten i svensk kärnkraft uppgår till 6,6 GW år 2030 i Basfallet. 
	Som vi nämnt tidigare så förutsätter vi i Basfallet att utbyggnaden av förnybar elproduktion fortsätter med oförminskad styrka till 2030 samtidigt som den termiska produktionskapaciteten (kärnkraft och framförallt kolkraft) reduceras. Det gör att de förnybara kraftslagen fullständigt dominerar med avseende på kapacitet år 2030. Denna bild för 2030 är därmed vårt utgångsläge för de modellberäkningar med avseende på elproduktion (och fjärrvärmeproduktion) som är i centrum för denna studie. Vi återkommer till detta längre fram i rapporten.
	//
	Figur 4: Produktionskapacitet för el i Nordeuropa år 2017 (till vänster) respektive 2030 i Basfallet (till höger). Källor för 2017: Energiföretagen Sverige, SvK, Statistics Finland, Energistyrelsen, SSB, Fraunhofer, Agora, JRC samt egna antaganden. Electricity-generation capacity in Northern Europe in 2017 (left panel) and in the Base case in model year 2030 (right panel). 
	I Figur 5 redovisas samma information som i föregående Figur 4 men, för tydlighets skull, endast för de fyra nordiska länderna.
	//
	Figur 5: Produktionskapacitet för el i Norden år 2017 (till vänster) respektive 2030 i Basfallet (till höger). Electricity-generation capacity in the Nordic countries in 2017 (left panel) and in the Base case in model year 2030 (right panel) 
	3 De svenska fjärrvärmesystemen
	3.1 Utvecklingen mot 2030

	I detta kapitel redogör vi kort för de befintliga fjärrvärmesystemen i Sverige samt förutsättningarna för den fortsatta utvecklingen i enlighet med vårt Basfall. 
	Efterfrågeutvecklingen på fjärrvärme i Sverige sedan 1970 återfinns i Figur 6. Efter en tydlig tillväxtfas under 70-, 80- och 90-talen så har ökningstakten dämpats avsevärt (Figur 6). En del förklaras av ökad konkurrens på värmemarknaden (framförallt med värmepumpar och effektiviseringar) men även av det faktum att de höga marknadsandelarna inom vissa sektorer sätter ett naturligt tak. Marknadsandelen beräknad på det nyttiga energibehovet för uppvärmning (det vill säga efter energiomvandlingssteget) för fjärrvärme uppgår idag till över 80% för flerbostadshus, drygt 70% för lokalbeståndet och runt 15% för småhus (Källa: Energimyndigheten)
	/
	Figur 6: Fjärrvärmebehovets utveckling från 1970 till 2016 (Källa: Energimyndigheten). The development of district-heating demand between 1970 and 2016. 
	De svenska fjärrvärmesystemen uppgår till omkring 350 stycken och utgör ett mångfacetterat kollektiv med avseende både på sammansättning och storlek, se Figur 7. De 20 största systemen står för omkring 60% av de totala fjärrvärmeleveranserna. Därmed är de återstående drygt 300 systemen små eller mycket små. Denna mångfald gör det också svårt att beskriva de svenska fjärrvärmesystemen i ett enhetligt modellverktyg utan att samtidigt ge avkall på detaljrikedom och/eller antal system som ingår i modellbeskrivningen. Vi återkommer till denna problemställning, och hur vi hanterat den, i metodavsnittet.
	/
	Figur 7: Tillförda bränslen i de svenska fjärrvärmesystemen rangordnade efter storlek på fjärrvärmeleveranserna (den blå linjen) år 2016. Det övre diagrammet visar samtliga system som omfattas av Energiföretagen Sverige statistik medan det undre diagrammet visar de ca 80 största systemen (Källa: Energiföretagen Sverige). Fuels used in Swedish district-heating systems arranged according to the size of heat deliveries (blue line) in 2016. The upper panel presents all systems while the lower panel presents the 80 largest systems.   
	Vår utgångspunkt för den långsiktiga utvecklingen för de svenska fjärrvärmesystemen är dels modellberäkningar med TIMES-NORDIC-modellen och dels uppgifter från enstaka fjärrvärmeföretag med avseende på investeringar i ny kapacitet fram mot 2030 (vi återkommer till förutsättningarna för de enskilda fjärrvärmesystemen i metodkapitlet). TIMES-beräkningarna som vi tog upp i föregående kapitel om elsystemet genererar också resultat med avseende på fjärrvärmen i Sverige. Detaljrikedomen är, för ett givet år, tydligt lägre än det modellverktyg som vi utnyttjat i denna studie (och som vi kommer att redogöra för i kommande metodkapitel) men TIMES-NORDIC ger oss icke desto mindre stöd för den långsiktiga utvecklingen mot 2030. I Figur 8 redovisar vi beräkningsutfallet för Basfallet. Det visar att för år 2030 så återstår endast en mycket liten andel fossila bränsleslag i fjärrvärmeproduktionen. Detta omfattar hyttgaser och en liten andel eldningsolja för topplastperioder, samt plastinnehållet i det brännbara avfallet (plasten ingår i posten ”Brännbart avfall” i Figur 8). Kraftvärmeproduktionen är alltså helt fossilfri år 2030 om man undantar plastinnehållet i det brännbara avfallet. Avfallsförbränning och biobränslen blir följaktligen de helt dominerade energislagen i produktionsmixen. Vi kan också konstatera att vi räknar med en något lägre fjärrvärmeförbrukning 2030, i storleksordning ett par procent, än vi har idag till följd av konkurrens på värmemarknaden. Detta är alltså ett beräkningsresultat från TIMES-NORDIC-modellen som en direkt följd av bland annat energiprisutveckling, befolkningsutveckling, boendeyta och, därigenom, efterfrågan på uppvärmning. 
	/
	Figur 8: Fjärrvärmeproduktionens långsiktiga utveckling i Basfallet baserat på TIMES-NORDIC-beräkningar. The long-term development of district-heating supply in the Base case taken from TIMES-NORDIC model calculations.  
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	4.6 Några Viktiga indataexempel
	4.7 Beräkningsfall

	I föregående kapitel redogjorde vi översiktligt för hur utvecklingen inom el- och fjärrvärmesystemen ser ut i vårt Basfall. Vi tog intryck av TIMES-NORDIC-modellen som skapade utgångsläget för den produktionskapacitet, framförallt på elsidan men även delvis på fjärrvärmesidan, som vi antar finns på plats år 2030. I detta kapitel kommer vi att mer i detalj redogöra för det modellverktyg, EPOD, som vi utnyttjat, och som vidareutvecklats, inom ramen för denna forskningsstudie. EPOD-modellen fokuserar inte på den långsiktiga utvecklingen utan på hur produktionssystemen (för el och fjärrvärme) körs i detalj för ett givet år i framtiden (eller i år). Vi kommer också i detta kapitel att redovisa ett antal viktiga indata för själva modellberäkningarna. 
	EPOD-modellen (European POwer Dispatch) är utvecklad inom ramen för ett flerårigt forskningssamarbete mellan Chalmers och Profu och finns beskriven i Göransson (2014) och Johnsson mfl. (2014). Utvecklingsarbetet har fortsatt även efter dessa publikationer men fokus har hela tiden legat på det europeiska eller nordeuropeiska elsystemet. Den föreliggande forskningsstudien har möjliggjort ytterligare ett viktigt steg i vidareutvecklingen av EPOD genom att en detaljerad beskrivning av de svenska fjärrvärmesystemen integrerats i modellverktyget. Fjärrvärmesystemen utanför Sverige är inte explicit beskrivna i EPOD sånär som på att elproduktionen från samtliga kraftvärmeverk ingår. 
	EPOD är en produktionssimuleringsmodell, en så kallad ”dispatch”-modell. Denna typ av beräkningsmodell bestämmer för en given tidsperiod, i vårt fall ett år, den optimala (med lägst produktionskostnad) produktionsmixen av el och fjärrvärme för ett givet behov av såväl el som fjärrvärme. Balansen mellan utbud och efterfrågan (på el och fjärrvärme) måste vara uppfylld varje timme. Modellresultaten kan sålunda avläsas för varje timme under året. Året i sin tur väljs beroende på frågeställning och kan alltså vara ett nuläge eller ett år i framtiden. Som nämnts tidigare är vår tidshorisont i denna studie 2030 vilket följaktligen är vårt modellår. Det ska inte tolkas strikt i den mening att det vi analyserar här avser exakt kalenderår 2030 utan det ska istället tolkas som ett ”2030-perspektiv”, det vill säga ett år kring 2030, kanske ända uppemot 2035. 
	I modellen finns en lång rad av ytterligare begränsningar och randvillkor såsom överföringsbegränsningar mellan regioner och länder (stamnätet) och olika driftsbegränsningar för olika typer av produktionsanläggningar. Den ekvation som säkerställer att energibehovet möts av en energitillförsel kallas för balansekvation. I EPOD finns två huvudgrupper av balansekvationer, nämligen för el och för fjärrvärme. Den kostnadsfunktion som ska minimeras i beräkningarna samtidigt som balansekvationerna, och en lång rad andra randvillkor, uppfylls kallas för målfunktion. I vårt fall är det alltså systemkostnaden som utgör målfunktionen. En minimering av systemkostnaden leder till att produktionsslag med lägst rörliga kostnader, inom givna begränsningar exempelvis med avseende på kapacitet och tillgänglighet, används först. Detta resulterar i att marginalkostnaden för den sista produktionsenheten som behövs för att möta efterfrågan på el eller fjärrvärme fastställer respektive systems, eller regions, marginalkostnad för el eller fjärrvärme. 
	De geografiska systemgränserna för EPOD, så som modellen utnyttjats i denna studie, utgörs av länderna i norra Europa (se Figur 9). Länderna i sin tur indelade i olika elprisområden definierade av viktiga flaskhalsar i elöverföringen på stamnätsnivå. För Sveriges del motsvarar indelningen de verkliga elområdena medan vi delat in exempelvis Norge i färre elområden (3 st) än vad som finns i verkligheten. Tyskland utgör i verkligheten endast ett elprisområde medan vi i vår modellansats istället delat in landet i fem elprisområden definierade av viktiga flaskhalsar i stamnätet. Varje elprisområde i EPOD har därmed ett antal överföringsmöjligheter till, respektive från, omkringliggande regioner som inkluderar både flaskhalsar inom ett land samt sammankopplingar mellan länder. Eftersom vi i vår modellanalys använder oss av 21 elprisområden som beskriver Nordeuropa så genereras också 21 st marginalkostnader för el (timme för timme) 
	/
	Figur 9: Elområden i Nordeuropa modellerade i EPOD så som modellen använts i denna studie. Electricity-price areas in Northern Europe as specified in the EPOD mode and covered in this study. 
	Att utveckla och utnyttja ett komplext modellverktyg av det slag som EPOD utgör innebär alltid en avvägning mellan detaljrikedom och vad som är praktiskt hanterbart. Och i förlängningen också vad som är relevant för själva frågeställningen, för att inte nämna transparensen i modellanalysen. Att införa fler regioner och öka upplösningen ytterligare på exempelvis produktionsanläggningar, tid, energibehov samt överföringsbegränsningar (exempelvis på lägre spänningsnivåer) skapar naturligtvis ytterligare möjligheter till mer detaljerade och precisa analyser av exempelvis olika driftsituationer i elsystemet. Följden blir längre beräkningstider och en större volym av dels indata, och inte minst, utdata. Eftersom vi i första hand använder oss av verktyget för att öka förståelsen för framtidens (och dagens) energisystem så bör man vara mycket ödmjuk inför de stora osäkerheter som är ofrånkomliga i sådana analyser, inte minst om tidsperspektivet är stort. Även av det skälet finns det alltså anledning att välja omfattning och detaljrikedom med omsorg. En nog så detaljerad modell kan inte undanröja sådana osäkerheter. Vår modell som vi utvecklat och använt inom ramarna för denna studie är tvivelsutan mycket komplex och avancerad. Det måste den vara för att svara på våra frågeställningar som också är komplexa till naturen. Och även om modellen kan utvecklas ytterligare, vi tar upp en del begränsningar längre fram i texten, så är vår tro att den i nuvarande skick är väl lämpad att svara på just de analysfrågor som denna studie är satt till att göra.   
	EPOD bygger på en mycket detaljerad databas över befintliga produktionsanläggningar för el i Nordeuropa och för fjärrvärme i Sverige. Det aktuella läget för kraftverken i Nordeuropa har delvis uppdaterats i denna studie. När det gäller databasen över fjärrvärmeanläggningarna har den alltså skapats som ett direkt resultat av denna studie. Varje produktionsanläggning beskrivs med kapacitet, bränsle, verkningsgrad, produktionstyp (kraftvärme, industriellt mottryck eller kondens), byggnadsår samt, i förekommande fall avvecklingsår. Med utgångspunkt från antaganden om livslängder kan vi därmed se om anläggningen fortfarande kan antas vara tillgänglig i ett givet framtida år eller om den fallit för åldersstrecket. Anläggningar kan också fasas ut av andra skäl än ålder, exempelvis till följd av politiska beslut. I själva modellformuleringen inför vi ytterligare parametrar för de olika produktionsslagen, exempelvis med avseende på drift, revisioner med mera. 
	Vind- och solel beskrivs i termer av tillgänglig kapacitet och timvisa produktionsprofiler, som skiljer sig mellan regioner och mellan olika typer av vindkraftverk (egentligen grupper av vindkraftverk). Det senare omfattar framförallt skillnader i prestanda beroende på ålder. I modellen skiljer vi också på landbaserad och havsbaserad vindkraft. Vattenkraften beskrivs i modellen med hjälp av tillgänglig kapacitet och en tillrinningsprofil per elområde. Beroende på vattenmagasinens storlek, vissa effektrestriktioner och övriga systemförutsättningar så kan modellen välja att tömma eller fylla på magasinen. En del av tillrinningen måste dock köras genom turbinerna direkt. I modellen beskrivs vattenkraften som en grupp inom varje elprisområde, det vill säga de enstaka kraftverken är inte separat modellerade.      
	Att köra modellen med utgångspunkt från varje enstaka (termisk) produktionsanläggning är fullt görbart men resulterar vanligtvis i långa beräkningstider med Nordeuropa som system(typiskt dygn beroende på datorkraft). Av det skälet har vi grupperat in de enstaka termiska kraftverken på elsidan i olika klasser beroende på bränsle, ålder och verkningsgrad. Så istället för i storleksordningen 10000-tals anläggningar kommer vi därmed ner till det mer hanterbara 1000-tals anläggningar vilket ändå är ett ansenligt antal. När det gäller fjärrvärmeanläggningarna i Sverige så delas de inte in i olika grupper. Där räknar vi på varje anläggning var för sig.    
	Sålunda får vi en mycket detaljerad beskrivning av elsystemet i Nordeuropa genom att vi utgår från en databas som är uppbyggd på anläggningsnivå. 
	Ny produktionskapacitet (för el och fjärrvärme) läggs i modellverktyget in som tillkommande produktionsenheter och beskrivs med samma parametrar som de befintliga anläggningarna. Nytillkommen kapacitet på elsidan bestäms med fördel ur en föregående TIMES-NORDIC-beräkning (se tidigare kapitel om scenarioförutsättningar), men kan också bestämmas på andra grunder. TIMES-NORDIC har en betydligt enklare tidsupplösning och beskrivning för driftsituationer inom ett år men förmår å andra sidan att investera i ny kapacitet som resultat av en lång rad omvärldsförutsättningar. På så sätt kan man säga att EPOD och TIMES-NORDIC kompletterar varandra mycket väl. TIMES-NORDIC-modellen har inte varit central i denna studie på samma sätt som EPOD. Vi har istället förlitat oss på de TIMES-NORDIC-beräkningar som gjorts inom ramarna för NEPP-projektet och använt dessa som utgångspunkt för denna studie. 
	TIMES-NORDIC ger också beräkningsresultat för fjärrvärmen i Sverige men på en avsevärt mycket mer aggregerad nivå än den beskrivning som återfinns i EPOD. Av det skälet har vi kompletterat TIMES-NORDIC-modellens resultat för utvecklingen av den svenska fjärrvärmens produktionsmix med ytterligare antaganden kring nya produktionsanläggningar för de olika fjärrvärmesystemen. För några system har vi genom kontakter med respektive fjärrvärmeföretag fått tillgång till uppgifter om vilka investeringar som är rimliga att räkna med i ett 2030-perspektiv. För andra system har vi gjort vissa egna antaganden. Som vi nämnt tidigare har vi helt fasat ut all fossil kraftvärme i Sverige till 2030. En del av denna kapacitet antar vi ersätts av ny biobränsle- eller avfallskraftvärme och då alltså baserat på TIMES-NORDIC-beräkningar men också på egna antaganden samt en dialog med några av fjärrvärmeföretagen. 
	I de svenska fjärrvärmesystemen ingår följande produktionstekniker i modellbeskrivningen: kraftvärme, hetvattenpannor (bränsle- och elbaserade), värmepumpar, samt restvärme från industrier, det vill säga industriell spillvärme.  Förutom produktion har flertalet system även ackumulatorer. Beroende på framförallt rörliga produktionskostnader och tillgänglighet, och därmed utnyttjningstider, kommer de olika ingående anläggningarna att köras som antingen baslastproduktion, mellanlastproduktion eller topp-/spetslastproduktion. Det finns också anläggningar som i huvudsak fungerar som reservproduktion. Baslastanläggningar utgörs ofta stora och mindre flexibla anläggningar med låga rörliga kostnader och höga investeringar, t.ex. avfallskraftvärmeverk. Spillvärme brukar också ingå i baslast-segmentet och är i första hand ett resultat av en leveransöverenskommelse mellan fjärrvärmeföretaget och det levererande industriföretaget. Vi antar att spillvärme körs till mycket låga rörliga kostnader. Vi gör alltså inga ytterligare antaganden kring de faktiska leveransavtalen. Mellanlastproduktionen utgörs av anläggningar med lite kortare utnyttjningstid, oftast används ett dyrare bränsle än för baslast och anläggningen är generellt mer flexibel i produktionssättet. Exempel på produktion i mellanlastsegmentet är värmepumpar och kraftvärmeverk eldade med skogsflis. Topp- eller spetslastanläggningar utnyttjas först då värmebehovet är riktigt högt, typiskt kalla vinterdagar. Sådana anläggningar är ofta av typen hetvattenpanna och har höga rörliga kostnader då de eldas med exempelvis lätt eller tung eldningsolja eller bioolja. Även elpannor hör dit. De olika produktionskategorierna illustreras i en principbild i Figur 10.
	/
	Figur 10: Principbild över fördelningen mellan baslast, mellanlast och topplast. Fördelningen kan se olika ut i olika system. Schematic figure of the distribution of base load, intermediate load and peak load. The distribution may differ between district-heating systems. 
	Som bekant genererar kraftvärmeverken både fjärrvärme och el samtidigt medan hetvattenpannor endast producerar fjärrvärme eller ånga för uppvärmning. De olika bränslena som ingår i modellbeskrivningen och som kan komma till användning i de termiska verken omfattar avfallsbränslen (RT-flis eller blandat avfall), skogflis, pellets, naturgas, lätt och tung eldningolja, kol, hyttgaser, gasol samt bioolja. 
	El i fjärrvärmeproduktionen utnyttjas i elpannor och i värmepumpar. Verkningsgraden för en elpanna är nära 100% medan vi räknar med ett COP-värde för värmepumpar på typiskt 3.
	Som vi nämnt, återfinns ackumulatorer i vissa av våra inkluderade fjärrvärmesystem. En ackumulator inom ett fjärrvärmesystem består oftast av ett vattenmagasin som håller en hög temperatur. Ackumulatorerna är i EPOD beskrivna med en energivolym, en uttags- och laddningseffekt samt en verkningsgrad som beaktar energiförlusterna (ju längre tid man väntar med urladdning desto mer värme går förlorad; energiförlusterna är dock generellt små). Ackumulatorer kan utföra följande systemnyttor:
	 Ersätta produktion som faller bort på grund av oförutsedd otillgänglighet.
	 Lastutjämning, undvika start och stopp av anläggningar samt stora effektförändringar på anläggningar för korta tidsperioder.
	 Reducera användningen av fossila bränslen samt eliminera topproduktion vid kalla tidsperioder.
	 Möjliggöra elproduktion under perioder med låg värmelast där värmen från elproduktionen går att lagra under exempelvis perioder med höga elpriser 
	I föregående kapitel gav vi en kort överblick över de svenska fjärrvärmesystemen. Till följd av det stora antalet och den mångfald som finns med avseende på produktion och resursbas så kunde vi också konstatera att det inte är en enkel uppgift att inordna alla dessa i ett mer hanterbart antal typiska system (för att beskriva hela Sveriges fjärrvärmeproduktion). 
	Vi har valt att i detalj beskriva 31 verkliga system som tillsammans står för över 60% av de totala fjärrvärmeleveranserna i Sverige (se Tabell 1). Några av dessa har vi lagt samman till ett regionalt system, exempelvis de olika systemen i Stockholm som bildar ett Storstockholmssystem (Stockholm, Solna, Sundbyberg, Danderyd, Södertälje och Södertörn) samt Lund, Landskrona, Örtofta och Lomma som bildar ett regionalt system i Skåne. Helsingborg (som i verkligheten samverkar med Lund-Landskrona-systemet) är däremot modellerat som ett separat system. I Göteborgssystemet ingår förutom Göteborg även Mölndal och Kungälv. Totalt har vi därmed 20 ”verkliga” modellerade fjärrvärmesystem (eftersom några mindre grupperats ihop), se Figur 11.
	/
	Figur 11: De verkliga fjärrvärmesystemen som ingår i modellverktyget EPOD och som omfattas av denna studie. Real district-heating systems included in the EPOD model and the present study.
	Hur mycket av fjärrvärmebehovet och hur mycket av bränsleanvändningen som vi täcker in genom valet av våra ”verkliga” fjärrvärmesystem sammanfattas i Tabell 1. Förutom lejonparten av fjärrvärmeunderlaget täcker vi med våra ”verkliga” system som implementerats i modellbeskrivningen in den absoluta majoriteten av avfallsförbränningen och de fossila bränslena samt elanvändningen. Andelen av den totala installerade elkapaciteten för de svenska kraftvärmeverken som återfinns i våra ”verkliga” system uppgår till ca 80% vilket får anses vara en hög siffra i sammanhanget.
	Tabell 1: Andel av fjärrvärmeunderlaget och av bränsleanvändningen i fjärrvärmesystemen som täcks in av våra modellerade ”verkliga” system enligt Energiföretagen Sveriges statistik. Share of district-heating use and fuel use covered by our model versions of ”real” systems according to the statistics by Swedenergy.
	/
	De ”verkliga” systemen är beskrivna på anläggningsnivå och innehåller hela spektrumet av anläggningar för bas- mellan- och topplast. Vi har så långt som möjligt utnyttjat verkliga data för olika tekniska parametrar som verkningsgrad, bränsle, effektstorlek och elkvot. Mycket av den informationen har vi hämtat från publika källor, dels från fjärrvärmeföretagen och dels från miljörapporter. En hel del datamaterial har vi också fått från fjärrvärmeföretagen genom direkt kommunikation. 
	De återstående drygt 35% av det svenska fjärrvärmeunderlaget, de som alltså inte ingår som ”verkliga” system i modellbeskrivningen, har vi fogat samman till ett ”restsumma”-system, ett för varje elprisområde det vill säga totalt fyra sådana system. Dessa system hanterar den återstående eleffekten i kraftvärmen samt olika återstående bränsleslag som används (inklusive el), när de verkliga systemen är definierade. De bränslemängder som utnyttjas i respektive ”restsumma”-system är skillnaden mellan den totala bränsleanvändningen, för respektive bränsleslag, för de svenska fjärrvärmesystemen enligt Energiföretagen Sveriges officiella statistik, och den bränsleanvändningen som vi erhåller från de ”verkliga” systemen (efter en modellkörning för basåret 2017). ”Restsystemen” består av kraftvärme från avfall och biobränslen, spillvärme, värmepumpar, bio- och fossilbaserad hetvattenproduktion. På så sätt skapar vi fyra teoretiska system som alltså inte finns i verkligheten, i syfte att fånga in de återstående fjärrvärmesystemen, men som ändå är tillräckligt mångfacetterade för att spegla hur verkliga fjärrvärmesystem uppför sig.  
	Sammantaget har vi alltså inte mindre än 24 fjärrvärmesystem beskrivna i modellverktyget som var för sig genererar en unik sammansättning av beräkningsresultat som exempelvis produktionsmixen och marginalkostnaden för fjärrvärmeproduktionen för varje enskild timme. Ur varje modellberäkning genereras alltså en mängd resultat för varje enstaka fjärrvärmesystem. Vi väljer dock i denna studie att inte gå in på beräkningsresultat för enstaka fjärrvärmesystem med något enstaka undantag. Vårt fokus är istället modellresultat på Sverigenivå, det vill säga hur det samlade svenska fjärrvärmesystemet påverkas av de här analyserade förändringarna på elmarknaden. Trots att modellresultaten alltså innehåller långt mer information än det vi redovisar här.  
	Varje fjärrvärmesystem, de ”verkliga” såväl som de fyra ”restsumma”-systemen, har att möta en fördefinierad fjärrvärmeförbrukning enligt en specificerad lastprofil, timme för timme. Vi har begränsat oss till endast fyra olika profiler, en för varje elområde. Det innebär alltså att alla system i exempelvis elområde 2 har samma lastprofil medan de i exempelvis elområde 3 har en annan (men sinsemellan densamma) lastprofil för fjärrvärme. Däremot är den levererade årsvolymen i TWh unik för respektive fjärrvärmesystem och antas, som vi nämnt tidigare, vara något lägre år 2030 än idag. Lastprofilerna för fjärrvärmesystemen i elområde SE1 bygger på Luleås verkliga profil (Källa: Luleå Energi), för fjärrvärmesystemen i SE2 ansätter vi den verkliga profilen som observerats i Sundsvall (Källa: Sundsvall Energi), för fjärrvärmesystemen i SE3 så gäller Stockholms profil (Källa: Stockholm Exergi) och, slutligen, så har vi använt Malmös fjärrvärmelastprofil för samtliga system i elområde SE4 (Källa: EON).  
	Vi antar att lastprofilerna är desamma år 2030 som idag. 
	Som ett komplement till den generellt beskrivna modellformuleringen har ett antal funktioner implementerats för att skapa en mer verklighetsförankrad modell med avseende på hur enstaka fjärrvärmeanläggningar körs, nämligen prioriterad drift, frivillig avställning (revision), min-last och variabel elkvot. Vissa av dessa funktioner berör även elproduktion utanför elsystemet, exempelvis kärnkraft (min-lastbergränsningar, startuppkostnader och revision) och industriellt mottryck (frivillig avstängning). 
	Prioriterad drift är ett sätt att tvinga in viss typ av produktion. Avfallsförbränning är en teknik som vi valt att prioritera in i fjärrvärmeproduktionen i de system där den finns med. Avfallsbaserad fjärrvärmeproduktion är med dagens prisläge på avfall och el (om kraftvärmeanläggning) den teknik som enligt principen om lägsta rörliga kostnad kommer producera först. Det kan dock uppstå situationer med exempelvis extremt höga elpriser då modellen istället hade valt en annan teknik före avfallsförbränning, en teknik med ett väsentligt högre elutbyte. Även om det idag finns tillfällen då man kör anläggningar på just det sättet har vi ändå valt bort den typen av undanträngning av avfallsförbränning genom prioritering (för att på så sätt säkerställa en jämnare drift av avfallsanläggningarna). 
	Frivilliga avställningar, har implementerats för att beskriva den årliga revisionen som de flesta stora verk genomgår. I synnerhet är detta aktuellt för anläggningar som körs som typiska baslastanläggningar med långa drifttider som exempelvis kärnkraften i Norden. Även industriell mottrycksproduktion är beskriven med en revisionsperiod under sommaren. För fjärrvärmesystemen är det de stora kraftvärmeverken som beskrivs med en revisionsperiod, denna ligger under sommaren och varar mellan 4-8 veckor. 
	I modelleringen räknar vi inte med ofrivilliga avställningar såsom oplanerade driftavbrott eller liknande. Vi utgår från att alla styrbara tekniker är fullt tillgängliga (vilket inte är detsamma som att de utnyttjas i beräkningarna) under samtliga timmar sånär som på perioderna med planerad avstängning som vi tog upp i föregående stycke. I verkligheten måste man ta höjd för en viss risk för oplanerade avbrott när effektbalansen inom en viss given region ska värderas. 
	Minlastbegränsningar avser den problematik som generellt är associerad till relativt icke flexibla termiska anläggningar som av olika skäl inte körs under en viss effektnivå. För kärnkraftverken utnyttjar vi en relativt sofistikerad funktion som begränsar driften till 80% av den nominella effekten. Dessutom är återstart eller uppstart associerad med en kostnad vilket medför att modellen undviker att köra reaktorerna i cyklisk drift, precis som i verkligheten. För avfallsförbränning i fjärrvärmesystemen utnyttjar vi en enklare princip. En förutbestämd och inbördes ordning av dessa anläggningar ställs mot behovet vid varje tidssteg. Om behovet är mindre än minlast-begränsningen för respektive anläggningen faller den bort och nästa (prioriterade) anläggning på tur och som omfattas av minlast-begränsningen testas. Att i ett modellverktyg av EPODs slag införa olika begränsningar relaterade till driften såsom minlastbegränsningar leder snabbt till ökad komplexitet och långa beräkningstider.  Vi har därför även i detta fall valt en, för våra syften, lämplig balans mellan detaljrikedom och praktisk modellering. 
	Många kraftvärmeverk har möjligheten att från ett kraft- och värmeproducerande driftläge (i den så kallade ”mottryckspunkten”) styra över mot mer värmeproduktion genom att dra ner på den el som produceras utan att ändra panneffekten. Man kallar det för att direktdumpa ånga. Kraftvärmeverket rör sig då mot en driftkonfiguration som mer liknar en hetvattenpanna. För vissa anläggningar existerar även det motsatta, det vill säga mer el kan produceras genom att styra över ånga från fjärrvärmeproduktionen till lågtrycksdelen i turbinsteget. I detta fall börjar kraftvärmeverket likna ett kondensverk och man behöver någon form av återkylning. Vi antar att den förra optionen, direktdumpning, återfinns så gott som på alla kraftvärmeverk i Sverige medan den senare optionen är förbehållen ett begränsat antal större anläggningar. I vilken driftpunkt som kraftvärmeverket befinner sig för en given timme bestäms av elpris, alternativkostnad för fjärrvärmeproduktionen och kraftverkets rörliga kostnader. 
	Några viktiga bränslen och deras respektive priser för modellåret 2030 anges i Tabell 2 nedan. De fossila bränslepriserna utgör importpriser vilket innebär att vissa transportpåslag till anläggning tillkommer. Biobränslepriserna, däremot, är uttryckta som fritt anläggning. Industriell spillvärme antas ha rörliga kostnader på 0 EUR/MWh för samtliga system där spillvärme finns med.
	Utöver bränslekostnader tillkommer energi- och koldioxidskatter för de fossila bränslena. Den slutliga skattekostnaden beror dessutom på om bränslena används i kraftvärmeverk eller hetvattenpannor. I vår analys utgår vi från dagens (2018) skattesatser och antar att dessa ligger kvar på samma nivå i modellår 2030.
	Tabell 2: Antagna bränslepriser (importpriser) för modellår 2030 (avfallets negativa ”pris” bestäms av mottagningsavgiftens storlek). Fuel-price assumptions (import prices) for model year 2030 (negative prices of municipal waste correspond to gate fees)
	Avfall
	Bioolja
	RT-flis
	Pellets
	Skogsflis
	TEO
	LEO
	Naturgas
	Kol
	-18
	80
	10
	33
	21
	50
	65
	25
	9
	EUR/MWh
	Priset på CO2 inom EU ETS antas vara 30 EUR/t. Elcertifikatpriset antas vara förhållandevis lågt på grund av det stora utbudet av förnybar elproduktion, nämligen 5 EUR/MWh. För enkelhets skull antar vi att alla förnybara kraftslag i Sverige och Norge erhåller denna extra intäkt. Eftersom EPOD-modellen inte är en investeringsmodell så får detta bara betydelse för de rörliga kostnaderna som ju redan från början är låga för förnybar elproduktion (men då alltså blir ytterligare något lägre). Även i de andra länderna har vi antagit ett rörligt produktionsstöd. Detta kan medföra att det beräknade elpriset faktiskt kan bli lägre än noll under vissa timmar då förnybar elproduktion med mycket låga rörliga kostnader, exempelvis vindkraft, bestämmer priset. 
	När det gäller elförbrukningens utveckling så har vi i tidigare avsnitt konstaterat att vi antar en måttlig ökning till 2030. För Sveriges del innebär det att bruttoelanvändningen ökar med ca 6 TWh jämfört med idag. Även om el för uppvärmning antas minska med några TWh till 2030 så innebär detta ingen dramatisk elektrifiering av de övriga sektorerna. För Nordeuropa som helhet så antar vi att elförbrukningen (brutto) ökar med knappt 80 TWh jämfört med idag vilket innebär en årlig ökning på ca 0.6%.   
	När det gäller fjärrvärmebehovets utveckling till 2030 har vi, baserat på de TIMES-NORDIC-beräkningar för Basfallet som vi diskuterade i föregående kapitel, valt att utgå från en marginell minskning med ett par TWh för Sverige som helhet jämfört med idag. Det innebär en minskning på mindre än 4%. Vi har för enkelhets skull antagit att minskningen i fjärrvärmeunderlaget är densamma, procentuellt sett, för samtliga modellerade fjärrvärmesystem. 
	Utbyggnaden av förnybart och i vilken utsträckning vi runt 2030 kommer ha fortsatt tillgång till kärnkraft är två stora osäkerhetsfaktorer för den framtida svenska eltillförseln. Saken blir inte enklare av att de bägge faktorerna är sammankopplade. Ju mer förnybart som integreras i systemet desto lägre elpriser, allt annat lika, och desto sämre lönsamhet för de befintliga kärnkraftverken. Av det skälet är det just volymen av variabel elproduktion och tillgången till kärnkraft i framtiden som är central för de olika beräkningsfallen. Vi utgår därför från Basfallet i våra modellkörningar men komplettera med en serie andra beräkningsfall där vi varierar produktionen (och den installerade kapaciteten) från förnybar elproduktion och tillgången till kärnkraft. Vi tar också upp ett beräkningsfall där vi utökat andelen förnybar el även i våra närmaste grannländer. Dessutom tittar vi närmare på hur variationen i tillrinning i vattenkraftverken påverkar elsystemet och, i förlängningen, fjärrvärmesystemen. Det gör vi genom att med EPOD-modellen göra en serie modellkörningar där vi istället för normalår räknar med ett typiskt torrt respektive vått år med avseende på vattentillrinning i magasinen. Och slutligen, analyserar vi också två specialfall: ett fall där vi antagit att fjärrvärmesystemen investerar massivt i elpannor för att absorbera de låga elpriserna, och ett fall där vi istället antagit att kraftvärmeverken som är i drift under 2030 har ett dubbelt så stort elutbyte som den konventionella tekniken som vi antar är förhärskande i övriga beräkningsfall. Det innebär att vi i resultatkapitlet kommer att beröra, i olika utsträckning, modellresultat från inte mindre än 11 beräkningsfall.
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	I detta kapitel går vi igenom de viktigaste modellresultaten baserade på de beräkningsfall och de beräkningsförutsättningar som vi tagit upp i föregående kapitel. Vi inleder med en mer översiktlig genomgång av elsystemets utveckling i Basfallet. Därefter följer tre underkapitel som var för sig behandlar en huvudfråga: 1) effekten av en större grad av variabel förnybar elproduktion år 2030 än vad som antas i Basfallet, 2) effekten av att fasa ut kärnkraften och 3) effekten av våt- och torrår. Delvis går 1) och 2) in i varandra och diskuteras i flera fall samtidigt. Det vill säga vi betraktar en situation då både volymen av förnybar elproduktion är större och den installerade kapaciteten av kärnkraft är mindre än i Basfallet. 
	I Figur 12 redovisar vi beräkningsutfallet för elproduktionen  i de länder som omfattas av modellbeskrivningen i denna studie. Såväl produktionens sammansättning som bruttoelförbrukningen i respektive land återfinns i figuren. Man kan se att vindkraften ger ett mycket stort tillskott, inte minst i Tyskland, men man kan också se att det fortfarande finns en hel del kol-och gaskraft kvar på Kontinenten. Det kommer visa sig vara viktigt för prisbilden på el. 
	//
	Figur 12: Elproduktionen i Nordeuropa (till vänster) respektive de fyra nordiska länderna (till höger) i Basfallet i modellår 2030 (bruttoelförbrukningen är markerad med ett streck). Electricity production in Northern Europe (left panel) and in the Nordic countries (right panel) in the Base case (gross electricity demand is marked with a line) in model year 2030.
	I Figur 12, till höger, har vi även ritat in de fyra nordiska länderna separat för att underlätta avläsning. Där kan man utläsa att vindkraften står för omkring 90 TWh i Norden som helhet medan solel levererar knappt 10 TWh solel. Idag står vindkraften i Norden för runt 40 TWh medan solelen levererar runt 1 TWh. Det är med andra ord en signifikant utbyggnad av variabel elproduktion som vi utgår från redan i Basfallet. 
	I Figur 13 redogörs för hur elsystemet i Nordeuropa körs, timme för timme, och som ett resultat av modellberäkningen för Basfallet. Till vänster i figuren syns utfallet för vintermånaden januari och till höger syns motsvarande bild för sommarmånaden juli. Man kan tydligt se det stora bidraget från vindkraft under januari månad medan solelen av förklarliga skäl levererar mer under sommarhalvåret. Värt att notera är att trots en väsentligt större andel förnybar elproduktion finns fortfarande en signifikant andel icke-förnybar, och generellt styrbar, produktionskapacitet kvar 2030. Och den används under årets samtliga timmar.
	//
	Figur 13: Elproduktionen i Nordeuropa i Basfallet (modellår 2030), timme för timme, under januari (vänster) och juli (höger). Hourly electricity production in Northern Europe in the Base case (model year 2030) in January (left panel) and July (right panel).
	I Figur 14 visar vi motsvarande figur för Sverige. Under januari månad får vi relativt sett mer vindkraft samtidigt som kärnkraften levererar fullt, drygt 6 GW. Detsamma gäller för kraftvärme och för industriellt mottryck även om produktionen i de fallen tenderar att variera mer mellan timmarna till följd av variationer i elpriset. Det är bland annat ett utslag för vårt antagande att kärnkraften är betydligt mer trögreglerad än annan termisk elproduktion. En varierande elproduktion i kraftvärmeverken innebär ju heller inte, per nödvändighet, att panneffekten måste varieras. Det kan istället röra sig om en annan fördelning mellan el- och fjärrvärmeproduktion vid given panneffekt. Genom att jämföra januari- och julifiguren kan man även tydligt se den stora skillnaden i elförbrukning trots att vi räknar med en lägre elanvändning för uppvärmning år 2030 än vad som är fallet idag. Vi kan också se att den termiska elproduktionen är klart lägre under juli månad till följd av lägre elpriser, litet värmeunderlag för kraftvärmen eller till följd av revisionsavställningar.    
	//
	Figur 14: Elproduktionen i Sverige i Basfallet (modellår 2030), timme för timme, under januari (vänster) och juli (höger). Hourly electricity production in Sweden in the Base case (model year 2030) in January (left panel) and July (right panel).
	Generellt är Sverige nettoexportör av el under stora delar av året även om man importerar en hel del kraft under vissa perioder och från vissa länder. Ser man på nettohandeln med grannländerna, per timme, så handlar det till den absolut största delen om nettoexport i vårt Basfall (nettoimporten är mindre än noll under 90% av året; se Figur 15). Den svenska elbalansen är med andra ord mycket god, vilket inte är konstigt med tanke på att den förnybara elproduktionen byggts ut relativt kraftigt samtidigt som 6 kärnkraftreaktorer är fullt tillgängliga och elförbrukningen ökat endast måttligt. I Figur 15 har vi plottat dels elbehovet, dels nettolasten och dels nettoimporten, var för sig rangordnad efter fallande storlek. Nettolasten, det vill säga elbehovet minus den icke-styrbara elproduktionen (vindkraft och solel) kommer i framtiden att bli den alltmer dimensionerande parametern för elsystemet då den definierar hur stort behovet av styrbar (termisk) elproduktion, alternativt elimport eller efterfrågeflexibilitet, är. I figuren kan man se att den maximala nettolasten är ungefär lika stor som det maximala elbehovet. Det beror alltså på att det finns timmar med (mycket) högt elbehov som sammanfaller med liten tillgång till vind och sol. 
	/
	Figur 15: Tre viktiga indikatorer för elsystemet i Sverige (Basfallet, modellår 2030): bruttoelförbrukning (”load”), nettolast (bruttoelförbrukning minus icke-styrbar förnybar elproduktion) och nettoimport; samtliga tre rangordnade, var för sig, efter fallande storlek. Three key indicators of the electricity system in Sweden (Base case in model year 2030): gross electricity load, net load and net import; all indicators separately arranged according to decreasing order of magnitude. 
	Vi har tidigare nämnt att marginalkostnaden för elproduktion är ett beräkningsresultat som generas för samtliga 21 elprisområden som ingår i denna modellstudie. I Figur 16 redovisar vi fyra av dessa marginalkostnader för Basfallet. Marginalkostnaderna är, var för sig, rangordnade efter avtagande storlek. I prisområde SE3 (”Stockholm”), som är vårt fokusområde, kan man se att det finns segment i kurvan som innehåller både relativt höga elpriser och relativt låga elpriser. Men framförallt ligger en stor del av priserna relativt konstant kring 30 EUR/MWh tack vare vattenkraftens, och elutbytets, utjämnande effekt. Denna prisnivå bestäms i stor utsträckning av biobränsleeldad kraftvärme i de nordiska länderna. Går vi till det tyska elprisområdet DE4 så kan man istället se en tydligare prisgradient med en relativt stor andel, runt 15%, riktigt låga priser, till och med negativa. Och i andra änden av spannet så återfinns istället relativt många höga, > 50 EUR/MWh, priser. Det beror dels på den relativt stora andelen variabel förnybar elproduktion med låga rörliga kostnader (de låga elpriserna) och dels på att den befintliga fossilbaserade elproduktionen belastas av de relativt höga priserna på CO2 som vi antar här, nämligen 30 EUR/t (de höga elpriserna). Priskurvan (eller egentligen marginalkostnaden för elproduktion) i det danska elprisområdet DK1 (Själland) hamnar någonstans mitt emellan den svenska och den tyska priskurvan vilket förklaras av det geografiska läget. I det norska elprisområdet NO2 ligger priskurvan betydligt plattare vilket förklaras av vattenkraftens utjämnande effekt. Denna region kännetecknas av en låg elförbrukning och relativt mycket vattenkraft som det helt dominerade produktionsslaget. 
	//
	Figur 16: Marginalkostnaden (”produktionspriset” på el) för el i fyra av de totalt 21 modellerade prisområdena i Nordeuropa (Basfallet, modellår 2030). Marginalkostnaderna är rangordnade, var för sig, efter fallande storlek och uppträder alltså inte nödvändigtvis samtidigt. Marginal cost of electricity in four out of 21 modelled price areas in Northern Europe (Base case, model year 2030).  
	I det här kapitlet tar vi upp ett beräkningsfall – vi kallar det för ”Mer förnybart”-fallet – där vi ökat andelen förnybar elproduktion ytterligare i Sverige jämfört med Basfallet. Detta gör vi för att belysa effekterna på elsystemet, och i förlängningen fjärrvärmesystemen, av olika volymer av förnybar och icke-styrbar elproduktion.  
	I Figur 17 jämför vi den årliga elproduktionen i de fyra nordiska länderna i Basfallet med ”Mer förnybart”-fallet (även i detta fall ingår hela Nordeuropa i modellberäkningen). Det som alltså skiljer sig är att vi i ”Mer förnybart”-fallet i Sverige har drygt 60 TWh vindkraft och omkring 8 TWh solel jämfört med omkring 35 TWh respektive 2 TWh i Basfallet. I övrigt antar vi att de tillgängliga produktionskapaciteterna är desamma. Det innebär dock inte att produktionsvolymerna i TWh blir desamma. Den extra mängden förnybart som trycks in i Sverige tränger undan annan dyrare produktion för den givna efterfrågan på el. Exportöverskottet i Sverige blir därmed ännu större än i Basfallet, nästan 50 TWh per år.  
	//
	Figur 17: Elproduktionen i de fyra nordiska länderna i Basfallet (till vänster) och i ”Mer förnybart”-fallet (till höger); modellår 2030. Electricity production in the four Nordic countries in the Base case (left panel) and in the ”More renewables” case (right panel); model year 2030. 
	Om vi tittar närmare på olika tidsperioder under året där elbalansen vanligtvis kan vara extra ansträngd så har man traditionellt sett utgått från den period då elförbrukningen i landet är som störst, typiskt under kalla vinterdagar i januari eller februari. Detta leder oss till Figur 18 där vi redovisar den timvisa produktionen, elförbrukningen och elpriset (elpriset för SE3) under den vecka som innehåller timmen med högst elförbrukning (timmen återfinns i mitten av diagrammet i Figur 18). Beräkningsresultatet avser Sverige och visas för både Basfallet och ”Mer förnybart”-fallet. Man kan se att timmen med högst elförbrukning karaktäriseras av ett relativt högt elpris, ca 50 EUR/MWh. Vindkraften bidrar med viss produktion och vattenkraften kompenserar i princip ända upp till effektbehovet. I ”Mer förnybart”-fallet kan man också se hur den större mängden vindkraft ersätter kärnkraft under några av timmarna och att elpriserna då är på en låg nivå. Detta trots att perioden innehåller en hög elförbrukning. Variabiliteten i elpris är generellt högre i ”Mer förnybart”-fallet än i Basfallet. 
	//
	Figur 18: Veckan som innehåller timmen med den högsta elförbrukningen i Sverige i Basfallet (vänster) och i ”Mer förnybart”-fallet (höger); modellår 2030. The week containing the maximum electricity load in Sweden in the Base case (left panel) and in the “More renewables” case (right panel); model year 2030.
	Istället för att titta på perioden med högst effektförbrukning kommer perioden med den högsta nettolasten att bli alltmer relevant för elsystemet. Som vi nämnde tidigare så indikerar den behovet av styrbar elproduktion, eller nettoimport eller efterfrågeflexibilitet, för att få balansen att gå ihop. Perioden med maximal nettolast behöver alltså inte sammanfalla med perioden med max effektförbrukning. Ofta ligger de dock relativt nära eftersom en hög nettolast typiskt inträffar då elförbrukningen är hög (och då vind- och solelproduktionen är liten). Situationen visas i Figur 19. Inte minst i ”Mer förnybart”-fallet blir den ökade variabiliteten extra tydlig då timmar med låg vindkraftproduktion följs av timmar med klart större produktion. På grund av den goda effektbalansen i bägge scenarierna så blir importen under dessa perioder begränsad. Elprismässigt så blir situationen inte mer ansträngd under denna vecka än under veckan med högst effektbehov. Det beror helt på hur situationen ser ut i Sveriges grannländer.  
	//
	Figur 19: Veckan som innehåller timmen med den högsta nettolasten i Sverige i Basfallet (till vänster) och i ”Mer förnybart”-fallet (till höger); modellår 2030. The week containing the maximum net load in Sweden in the Base case (left panel) and in the “More renewables” case (right panel); model year 2030.
	Elpriset (egentligen marginalkostnaden för elproduktion i modellberäkningarna) i ”Mer förnybart”-fallet lägger sig genomgående på en klart lägre nivå än i Basfallet, typiskt under 20 EUR/MWh (Figur 20). Detta motsvarar i stort sett nivån för den befintliga kärnkraftens produktionskostnader. 
	/
	Figur 20: Marginalkostnaden för el (”systempriset” på el) i Basfallet respektive ”Mer förnybart”-fallet ordnat efter fallande storlek (prisområde SE3); modellår 2030. Marginal cost of electricity in the Base case and in the ”More renewables” case arranged according to decreasing order of magnitude.
	Som en känslighetsanalys har vi utför en beräkning där vind- och solelproduktion ökar även i de tre nordiska grannländerna jämfört med ”Mer förnybart”-fallet (och därmed Basfallet). Vi kallar det fallet för ”Mer förnybart i Norden”. Skillnaden mellan ”Mer förnybart” och ”Mer förnybart” visas i Figur 21. I ”Mer förnybart i Norden” räknar vi med ca 130 TWh vindkraft och 17 TWh solel i Norden som helhet jämfört med 115 TWh respektive 13 TWh i ”Mer förnybart”-fallet (90 TWh respektive 8 TWh i Basfallet). I figuren kan man se att den tillkommande produktionen i de tre nordiska grannländerna tränger ut kärnkraft i Sverige (och annan termisk kraftproduktion på Kontinenten). Därmed så sjunker elpriserna ytterligare (se Figur 22). Detta är påminnelse om att det som sker i våra grannländer får återverkningar på det svenska elsystemet och därmed även på de svenska fjärrvärmesystemen. 
	//
	Figur 21: Elproduktionen i de fyra nordiska länderna i ”Mer förnybart”-fallet (till vänster) och i ”Mer förnybart i Norden”-fallet (till höger); modellår 2030. Electricity production in the four Nordic countries in the ”More renewables” case (left panel) and in the “More renewables without nuclear” case (right panel); model year 2030. 
	/
	Figur 22: Marginalkostnaden för el (”systempriset” på el) i Basfallet, ”Mer förnybart”-fallet respektive ”Mer förnybart i Norden”-fallet ordnad efter fallande storlek (prisområde SE3); modellår 2030. Marginal cost of electricity in the Base case, the ”More renewables” case, the ”More renewables in the Nordic countries” case arranged according to decreasing order of magnitude; model year 2030. 
	En indikator på ett kraftslags intjäningsförmåga är det elpris som man erhåller i genomsnitt under året. Det beräknas följaktligen genom summan av produkten av elpriset och andelen av den totala årliga produktionen för respektive kraftslag, summerad över samtliga timmar. Kraftslag som ligger tyngre på vinter, då elpriset generellt ligger något högre, erhåller alltså ett högre elpris än om varje timmes elpris väger lika mycket. Det sistnämnda är detsamma som det årliga tidsgenomsnittet och är relevant för en typisk baslastproduktion. Naturligtvis säger det produktionsprofilvägda elpriset inte hela sanningen. Den andra sidan av myntet är produktionskostnaden som kan se mycket olika ut för de olika kraftslagen. Är andelen fasta kostnader (drift- och underhåll samt kapitalkostnader) hög så räcker det heller inte med enbart ett högt produktionsprofilvägt elpris. Utnyttjningstiden måste också vara hög för att få täckning för de fasta kostnaderna. Detta är viktigt att komma ihåg då de fasta kostnaderna inte påverkar hur anläggningarna körs under begränsade tidsrymder (typiskt inom ett år). 
	Vi kan se att samtliga prisindikatorer sjunker rejält då vi går från Basfallet till ”Mer förnybart”-fallet (se Figur 23). Årsgenomsnittet (”Annual time average” i figuren) minskar från 30 EUR/MWh till mindre än 20 EUR/MWh. Tittar vi på ”Mer förnybart i Norden” blir priserna ännu lägre, drygt 15 EUR/MWh för årsgenomsnittet. För kärnkraften, vars elprisintäkt närmast motsvarar det årliga genomsnittet, är frågan om 15 EUR/MWh räcker för att täcka även de fasta drift- och underhållskostnaderna. Det finns alltså anledning att ifrågasätta om det är realistiskt att låta modellverktyget ha tillgång till 6 reaktorer i ”Mer förnybart”-fallet. Mer om detta i kapitel 5.2 där vi istället varierar tillgången till kärnkraft i Sverige. De låga elpriserna ”drabbar” även de andra kraftslagen. Det elpris som ett typiskt vindkraftverk erhåller som ett snitt under året ligger i ”Mer förnybart”-fallet något lägre än tidsmedelvärdet, men kan också avrundas till 15 EUR/MWh. Här blir ”profileffekten” extra kännbar eftersom det just är vindkraft (och sol) som tillkommer i ”Mer förnybart”-fallet. Lägger vi till elcertifikatpriset 5 EUR/MWh så blir den totala intäkten 20 EUR/MWh vilket sannolikt inte täcker upp för hela kapitalkostnaden även om vindkraftens kostnader fortsätter att sjunka till följd av teknikutveckling. Ytterligare intäkter eller stöd måste alltså till. Vi tar här inte ställning till hur den kapaciteten kommit på plats utan vi är i första hand intresserade av systemeffekten, givet att sådan effekt finns tillgänglig år 2030. Det är dock inte bara marknadspriserna på el (och elcertifikat) som styr om utbygganden är lönsam eller inte. Det kan också vara specifika bilaterala avtal, så kallade PPA (Power Purchase Agreements), som med en högre betalningsvilja, kan bidra utbyggnaden - eller andra skäl, som miljöprofilering eller good-will hos olika aktörer. I Basfallet uppgår intäkten för vindkraften till nästan 35 EUR/MWh inklusive elcertifikat. Svensk Vindenergi gör i en av sina utblickar bedömningen att produktionskostnaden för ny landbaserad vindkraft kan komma ner så långt som till 20-25 öre/kWh runt 2040. 
	//
	Figur 23: Årligt medelelpris samt produktionsprofilvägt elpris för tre olika kraftslag i Basfallet (till vänster) och i ”Mer förnybart”-fallet (till höger); avser prisområde SE3 och modellår 2030; Annual average electricity price and production-profile weigthed electricity prices for three different means of electricity generation. Base case (left panel) and ”More renewables” case (right panel); price area SE3 and model year 2030.
	I detta avsnitt tittar vi närmare på hur de ovan beskrivna förändringarna i elsystemet påverkar de svenska fjärrvärmesystemen. Vi kommer att koncentrera oss på framförallt elproduktionen i kraftvärmeverken och på elanvändningen i värmepumpar och elpannor i fjärrvärmeproduktionen. 
	Den totala elproduktionen från kraftvärme har varierat avsevärt mellan åren till följd av inte minst variationer i elpris, se Figur 24. Toppnoteringen är från 2010 då produktionen var närmare 13 TWh. På senare år har produktionen legat runt 8-9 TWh enligt Energimyndighetens statistik. Den verkliga produktionen, per timme, för den samlade kraftvärmen år 2016 visas i samma figur till höger. Maximal effekt som genereras ligger nära 2,5 GW, det vill säga en bit under de ca 3.1 GW som vi antar finns tillgängliga idag (denna siffra bygger i sin tur på Energiföretagen Sveriges statistik och där Öresundsverket antas vara nedlagt). Produktionsprofilen för kraftvärmeverken påverkas naturligtvis av elprisets variationer inom året men följer framförallt den säsongsvisa variationen i uppvärmning. Sommartid är det framförallt viss avfallskraftvärme och kondensproduktion baserat på restbränslen (exempelvis hyttgaser) som genererar el i fjärrvärmesystemen.
	/ /
	Figur 24: Elproduktionen från svensk kraftvärme i fjärrvärmenäten mellan 1970 och 2016 (till vänster; Källa: Energimyndigheten) samt verklig timvis produktion från i huvudsak kraftvärme år 2016 (till höger; Källa: Svenska Kraftnät). Electricity production in Swedish CHP schemes between 1970 and 2016 (left panel) and actual hourly electricity production from mainly CHP schemes (right panel). 
	Om vi istället blickar framåt mot vårt modellår 2030, så uppgår den samlade elproduktionen från kraftvärme till omkring 11 TWh i Basfallet respektive drygt 8 TWh i ”mer förnybart”-fallet. I ”Mer förnybart i Norden”-fallet uppgår motsvarande siffra till ganska exakt 8 TWh. Den större produktionen i Basfallet har med de klart högre elpriserna att göra. I ”Mer förnybart”-fallet får vi istället en produktion som ligger i samma storleksordning som vi har sett under de senare åren, trots att elpriset i ”Mer förnybart”-fallet (och i ännu högre utsträckning ”Mer förnybart i Norden”) måste betecknas som relativt lågt, ca 20 EUR/MWh räknat som ett produktionsprofilvägt årsmedelvärde för kraftvärme. En viktig förklaring är att den kraftvärme som vi antar ha tillkommit till 2030 är avfalls- och biobränslebaserad med förhållandevis låga rörliga kostnader medan de kraftvärmeverk som vi fasat ut i våra beräkningar nästan uteslutande utgörs av fossileldade anläggningar med högre rörliga kostnader och som därmed typiskt har kortare utnyttjningstider.  
	I Figur 25 kan vi också se att kraftvärmeproduktionen bitvis varierar väldigt mycket, vilket i stor utsträckning initieras av variationer i elpriset. En nedgång i elpris kan leda till antingen reducerad panneffekt och/eller att kraftvärmeverken dumpar ånga och övergår till en ökad grad av hetvattendrift. Signifikanta variationer i elproduktion från kraftvärme behöver alltså inte innebära variationer i panneffekten. Hur kraftvärmeverken väljer att styra sin produktion av el och fjärrvärme påverkas också av förutsättningarna för den alternativa fjärrvärmeproduktionen som måste reducera sin produktion, för givet fjärrvärmeunderlag, om kraftvärmeverket dumpar ånga. Att ett kraftvärmeverk dumpar ånga och backar elproduktionen kan också föranledas av situationer där alternativproduktionen av fjärrvärme är väldigt kostsam, exempelvis vid spetslastsituationer där oljehetvattenproduktion är nästa steg i driftordning. Det andra alternativet för ett kraftvärmeverk att möta minskade elintäkter, reducerad panneffekt, leder istället till att alternativ fjärrvärmeproduktion måste gå in och täcka upp för bortfallet. 
	/ /
	Figur 25: Elproduktionen från de svenska kraftvärmeverken och elpriset (SE3) i Basfallet (till vänster) och i ”Mer förnybart”-fallet (till höger); modellår 2030. Electricity production in Swedish CHP schemes and corresponding electricity prices (price area SE3) in the Base case (left panel) and the ”More renewables” case (right panel); model year 2030.
	När det gäller elanvändningen i de svenska fjärrvärmesystemen så har den stadigt minskat under årens lopp och uppgår idag till drygt 1 TWh, se Figur 26. I våra beräkningar för Basfallet landar elförbrukningen på lite drygt 1 TWh, det vill säga så gott som oförändrat jämfört med dagens användning och drygt 2 TWh i ”Mer förnybart”-fallet. I ”Mer förnybart i Norden”-fallet ligger elförbrukningen något högre, knappt 2.5 TWh- Den högre nivån förklaras av de genomgående lägre elpriserna vilka också uppträder periodvis under uppvärmningssäsongen. Generellt högre elpriser i Basfallet medför alltså att värmepumparna producerar mindre och att kraftvärmeverken producerar mer än i ”Mer förnybart”-fallet.
	/
	Figur 26: Elförbrukningen i de svenska fjärrvärmenäten, det vill säga i värmepumpar och elpannor (Källa: Energiföretagen). Electricity use in Swedish district-heating systems (electric boilers and heating pumps).  
	I Figur 27 redovisas hur fjärrvärmeproduktionen fördelar sig på de olika produktionsslagen kraftvärmeverk, hetvattenpannor, värmepumpar, elpannor och industriell spillvärme. Om ett kraftvärmeverk dumpar ånga och kör i renodlad hetvattendrift så räknar vi det ändå som ett kraftvärmeverk i den redovisningen. Den klart dominerande delen av de ca 55 TWh som vi antar produceras år 2030 kommer från kraftvärmeverken. I ”Mer förnybart”-fallet är deras bidrag något lägre av skäl som vi nämnde i föregående stycke.
	//
	Figur 27: Fjärrvärmeproduktionen (TWh) i Sverige uppdelad på produktionsslag, Basfallet (till vänster) respektive ”Mer förnybart”-fallet (till höger); modellår 2030. HOB=Heat-only boilers, det vill säga hetvattenpannor. CHP=Combined heat and power, det vill säga kraftvärmeverk. District-heating production in Sweden allocated in means of production. Base case to the left and “More renewables” case to the right; model year 2030.
	Varken Basfallet eller, i ännu mindre utsträckning, ”Mer förnybart”-fallet sätter den svenska elbalansen på några svårare prov om vi utgår från normala klimatförhållanden. Den tillgängliga kapaciteten är helt enkelt fullt tillräcklig. Och räcker inte den till så finns det ledig kapacitet i grannländerna. De antal timmar där Sverige förlitar sig till nettoimport från sina grannländer uppgår till mindre än 10% av årets totala timmar i Basfallet. För ”Mer förnybart”-scenariot är motsvarande siffra omkring 1% istället. Nettoimporten är som störst ca 4 GW i Basfallet och den tillgängliga importkapaciteten uppgår till över 11 GW. 
	Eftersom framförallt elpannor men även värmepumpar potentiellt kan bidra till att absorbera el under överskottssituationer på elmarknaden så är det naturligtvis intressant att titta närmare på detta just i de här två scenarierna, Basfallet och ”Mer förnybart”-fallet, som ju ur ett svenskt perspektiv kännetecknas av en god eller mycket god effektbalans under normala förhållanden. I Figur 28 redovisar vi för hur nettoimporten av el matchas av elförbrukningen i de svenska fjärrvärmesystemen i Basfallet respektive ”Mer förnybart”-fallet. Vi kan dels se att elförbrukningen generellt är högre i ”Mer förnybart”-fallet (jämför den streckade trendlinjen), vilket vi konstaterade tidigare, men vi kan också se att elförbrukningen tenderar att vara som högst, ca 0,7-0,8 GW, under några timmar då även nettoimporten är väldigt hög. Det kan bero på att dessa timmar sammanfaller med ett högt värmebehov som delvis tillgodoses med en ökad produktion i värmepumpar och elpannor och/eller att elpriset är relativt lågt trots en relativt hög nettoimport. Det beror då på att någon region utanför Sverige kan ha ett tillfälligt överskott till exempel på grund av goda vindförhållanden som inte återfinns i Sverige, åtminstone inte i samma utsträckning. Att nettoimporten är hög behöver alltså inte innebära att det råder brist på el i Sveriges närhet, eller ens att situationen i Sverige är ansträngd. Det finns istället billigare el någon annanstans på grund av ett (tillfälligt) regionalt elöverskott. Under den period då vi istället har ett elöverskott i Sverige, det vill säga då nettoimporten övergår i nettoexport (den högra delen av diagrammen i Figur 28), så minskar generellt sett elförbrukningen i de svenska fjärrvärmenäten (även om elförbrukningen kan vara hög under vissa timmar). Det beror på att perioder med hög nettoexport är mer förskjutna åt perioder med lägre värmebehov varför värmepumpar och elpannor inte tar samma plats i fjärrvärmeproduktionen som när värmebehovet är större (detta kan naturligtvis ändras om elskatten reduceras). 
	//
	Figur 28: Nettoimporten av el, timme för timme, i Sverige rangordnad efter fallande storlek och resulterande elförbrukning i de svenska fjärrvärmesystemen (linjär anpassning är gjord för att underlätta utläsning av en generell trend). Basfallet till vänster och ”Mer förnybart”-fallet till höger; modellår 2030. Hourly net import of electricity in Sweden arranged according to decreasing order of magnitude and the corresponding electricity use in Swedish district-heating systems. Base case to the left and “More renewables” case to the right; model year 2030. 
	Som en konsekvens av ovanstående resonemang har vi även gjort en modellberäkning där vi låtit de svenska fjärrvärmesystemen investera stort i elpannor samtidigt som vi plockar bort elskatten för såväl elpannor som värmepumpar. Detta ger ett scenario där fjärrvärmesystemen har möjligheten att absorbera relativt stora volymer billig överskottsel om det är lönsamt. För att få en signifikant effekt så måste elskatten fjärmas. I annat fall kostar det minst 35 öre/kWh att köra en elpanna trots att elen är gratis. Vi antar i detta specialfall att samtliga fjärrvärmesystem har en produktionskapacitet på hela 25% av det totala effektbehovet för fjärrvärme. Det motsvarar en installerad eleffekt, för både elpannor och värmepumpar, på drygt 5 GW. Även om elpannor i sig är relativt billiga att införskaffa så kan naturligtvis de fasta elnätskostnaderna för så stora effekter bli avsevärda. I ”Mer förnybart”-fallet (och i Basfallet) antar vi istället att den installerade eleffekten för värmepumpar och elpannor ligger på samma nivå som idag, det vill säga omkring 900 MW el. 
	I Figur 29 visas resultaten av en jämförelse mellan specialfallet (till höger) och ”Mer förnybart” (till vänster) under veckan med den högsta nettolasten. Vi kan se att under timmar då elpriset är lågt så absorberar elpannorna signifikanta volymer, relativt nära den installerade effekten om ca 5 GW. Det i sin tur leder till mindre variabilitet i elpris - här finns alltså en direkt återkoppling från fjärrvärmesystemet till elsystemet – eftersom de låga priserna höjs. De höga priserna påverkas av naturliga skäl inte alls, eftersom elpannorna inte utnyttjas då. Att de låga elpriserna stiger som ett resultat av elpannornas elförbrukning innebär dessutom att kärnkraften i vårt räkneexempel kan leverera el utan att gå ner i effekt. Detta ökar därmed utnyttjningstiden för typiska baslastanläggningar. Den årliga elanvändningen uppgår i specialfallet med de extra elpannorna till nästan 9 TWh jämfört med lite drygt 2 TWh i ”Mer förnybart”-fallet.
	/ /
	Figur 29: Veckan som innehåller timmen med den högsta nettolasten i Sverige i ”Mer förnybart”-fallet (till vänster) och i ”Mer förnybart med extra elpannor”-fallet (till höger); modellår 2030. The week containing the maximum net load in Sweden in the “More renewables” case (left panel) and in the “More renewables with additional electric boilers” case (right panel); model year 2030.
	I Figur 30 visar vi perioden då nettolasten i Sverige är som lägst på året. Detta sammanfaller vanligen med låga elpriser, visserligen beroende på hur situationen ser ut i Sveriges grannländer. Den perioden sammanfaller också typiskt med ett relativt lågt värmebehov, i detta fall under senare delen av maj månad. Det i sin tur utgör en naturlig begränsning för elpannorna (och värmepumparna) att absorbera billig el. Som en följd av detta, kan vi därmed se att eleffektförbrukningen i fjärrvärmenäten är klart lägre än under perioden då nettolasten är som högst (är tydligt för specialfallet i figuren). Vi kan också se det intressanta resultatet att trots att eleffektförbrukningen inte ligger på mer än som mest på 1 GW (och nära noll i ”Mer förnybart-fallet”) så påverkas framförallt de högre elpriserna (vilka inte är särskilt höga jämfört med andra perioder på året) uppåt. 
	Viktigt att påpeka i sammanhanget är att vi endast utgått från att elanvändningen inom fjärrvärmenäten kan svara på förändringar i elpriset. All övrig elanvändning är oförändrad. I verkligheten kommer även annan flexibel elanvändning att kunna konkurrera om ”lågpriselen” under vissa perioder varför elpriseffekterna av den ökade flexibiliteten kan bli mer uttalade än vad vi sett här. 
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	Figur 30: Veckan som innehåller timmen med den lägsta nettolasten i Sverige i ”Mer förnybart”-fallet (till vänster) och i ”Mer förnybart med extra elpannor”-fallet (till höger); modellår 2030 The week containing the minimum net load in Sweden in the “More renewables” case (left panel) and in the “More renewables with additional electric boilers” case (right panel); model year 2030.
	Ett sätt att ytterligare öka flexibiliteten i fjärrvärmesystemen och utnyttja lågelpristimmarna skulle vara att även öka ackumulatorkapaciteten i fjärrvärmesystemen. Vi har i denna studie inte analyserat detta närmare utan avgränsat oss till en och samma ackumulatorkapacitet, närmare bestämt dagens kapacitet i de system som har sådana lager (mer om ackumulatorer längre fram i resultatdelen).
	Vi har nu avhandlat ett antal modellberäkningar där effektbalansen inte varit särskilt ansträngd i Sverige på grund av ett tydligt elöverskott. I nästa kapitel kommer vi därför att skärpa till situationen på effektsidan. 
	Vi har kunnat konstatera att vårt ”Mer förnybart”-fall leder till så pass låga elpriser under en stor del av året att det troligen blir tufft för de återstående kärnkraftreaktorerna i Sverige att drivas vidare med lönsamhet. I vårt Basfall däremot, där den förnybara elproduktionen i Sverige är klart lägre (men klart större än idag), håller sig elpriserna på en sådan nivå att det är fullt realistiskt att driva de 6 reaktorerna vidare. Vad skulle alltså hända om vi stänger ner kärnkraften i vårt ”Mer förnybart”-fall? Vad händer med elpriserna och hur påverkas de svenska fjärrvärmesystemen? Precis detta kommer vi att redogöra för i det här avsnittet.
	Om vi avvecklar all kärnkraft till 2030 men i övrigt behåller produktionskapaciteten från ”Mer förnybart”-fallet så erhåller vi resultatet i Figur 31, till höger. Vi kallar detta fall för ”Mer förnybart utan KK”. Trots att en produktionskapacitet motsvarande omkring 50 TWh är borta är det svenska elsystemet fortfarande i balans på årsbasis. Å andra sidan kommer det att finnas gott om timmar då importbehovet nu är relativt högt (se Figur 31). 
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	Figur 31: Elproduktionen i Norden i Basfallet (vänster) och i ”Mer förnybart utan KK”-fallet (höger); modellår 2030. Electricity production in the Nordic countries in the Base case (left panel) and in the ”More renewables without nuclear” case (right panel); model year 2030.
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	Figur 32: Nettoelexporten (positiva siffror) från Sverige till grannländerna och elpriset i SE3 i Basfallet till vänster och i ”Mer förnybart utan KK”-fallet till höger; modellår 2030. Net electricity export (positive figures) from Sweden and corresponding electricity price (price area SE3) in the Base case (left panel) and in the ”More renewables without nuclear” case (right panel); model year 2030. 
	Som komplement till ”Mer förnybart utan KK”-fallet har vi också studerat ett ”mellanting”, nämligen ett fall där vi behåller de två yngsta reaktorerna F3 och O3 på tillsammans ca 2.6 GW, i övrigt identiskt med ”Mer förnybart”-fallet. Hur detta påverkar elpriserna kan man se i Figur 33, till vänster. Elpriserna ökar, jämfört med ”Mer förnybart”-fallet, under så gott som hela året, men i synnerhet under vintern. Men även i dessa fall finns tidsperioder då elpriserna är mycket låga, exempelvis då vindtillgången är god. Tar vi bort samtliga reaktorer blir elpriset, av förklarliga skäl, som allra högst. Att effekten på elpriset är extra tydlig under vintern medför i sin tur att det elpris som kraftvärmen typiskt erhåller sett över hela året får en extra skjuts uppåt om kärnkraften gradvis fasas ut (Figur 33, till höger).
	 //
	Figur 33: Marginalkostnaden för elproduktion (SE3) till vänster respektive produktionsprofilvägda årsmedelelpriser till höger. För beräkningsfallen Basfall, ”Mer förnybart”, ”Mer förnybart med endast F3+O3” samt ”Mer förnybart utan KK”; modellår 2030. Marginal cost of electricity (price area SE3) in the left panel and production-profile weighted annual average prices in the right panel. Figure includes model cases Base case, “More renewables”, “More renewables with F3+O3” and “More renewables without nuclear”; model year 2030.  
	I Figur 34 kan vi se hur bilden ser ut under veckan med högst elförbrukning och i Figur 35 motsvarande bild för veckan med högst nettolast. Vi jämför Basfallet med ”Mer förnybart utan KK”-fallet och man kan konstatera att variabiliteten är klart större i det senare fallet. Däremot behöver medelelpriset under samma vecka inte nödvändigtvis skilja sig särskilt mycket mellan de bägge fallen. Vidare kan man observera (mycket) höga pristoppar, 70 EUR/MWh och mer, i ”Mer förnybart utan KK”-fallet vilket indikerar mer ansträngda situationer med avseende på elbalansen. Vi kan också notera att den mest ansträngda fysiska situationen i Sverige, timmen då nettolasten är som störst, inte nödvändigtvis sammanfaller med de högsta elpriserna. Det beror återigen på hur situationen ser ut i våra grannländer. Detta kan man se längst till höger i det högra diagrammet i Figur 35 då elpriset är klart högre än i timmen mitt i diagrammet som svarar mot timmen med störst nettolast (en bra bit över 100 EUR/MWh jämfört med ca 70 EUR/MWh).
	Vi kan också se att det är en stor skillnad med avseende på termisk kapacitet mellan beräkningsfallen. Under veckan med störst effektbehov så svarar den termiska effekten i Sverige för nästan hälften av det genomsnittliga effektbehovet i Basfallet. I ”Mer förnybart utan KK” så ligger den siffran under 20% och utgörs då endast av kraftvärme och industriellt mottryck. Kondenskraft finns också tillgängligt men utnyttjas inte i dessa exempel då elpriserna måste upp mot 150 EUR/MWh för att gasturbinerna eldade med lätt eldningsolja ska producera el (detta sker i begränsad omfattning i timmen längst till höger i det högra diagrammet i Figur 35 då elpriset ligger runt 150 EUR/MWh). Sverige förlitar sig istället i huvudsak till import för att täcka den återstående effektefterfrågan vid sidan om produktionen i vind- och vattenkraftverk. I ”Mer förnybart utan KK”-fallet nettoimporterar Sverige el från sina grannländer under omkring en tredjedel av året vilket därmed är en klart högre siffra än i Basfallet, där nettoimport sker under ca 10% av året.
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	Figur 34: Veckan som innehåller timmen med den högsta elförbrukningen i Sverige i Basfallet (vänster) och i ”Mer förnybart utan KK”-fallet (höger); modellår 2030. The week containing the maximum electricity load in Sweden in the Base case (left panel) and in the “More renewables without nuclear” case (right panel); model year 2030.
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	Figur 35: Veckan som innehåller timmen med den högsta nettolasten i Sverige i Basfallet (till vänster) och i ”Mer förnybart utan KK”-fallet (till höger); modellår 2030. The week containing the maximum net load in Sweden in the Base case (left panel) and in the “More renewables without nuclear” case (right panel); model year 2030.
	I detta kapitel går vi igenom ett antal nyckelresultat för fjärrvärmesystemen i Sverige med utgångspunkt från de förändringar i elsystemet, främst med avseende på kärnkraften i Sverige, som diskuterades i föregående kapitel. 
	Eftersom förändringar i elsystemet påverkar elprisbilden så medför det i sin tur att marginalkostnaden för fjärrvärmeproduktionen påverkas i de system som har kraftvärme och/eller elbaserad fjärrvärmeproduktion i sin produktionsmix. De svenska fjärrvärmesystemens marginalkostnad varierar stort under året. På sommaren när efterfrågan på värme är låg är marginalkostnaden generellt sett mycket låg eller till och med negativ beroende på i vilken utsträckning det finns avfallsförbränning och/eller industriell spillvärme. På vintern när efterfrågan är hög och man kan tvingas ta produktion i anspråk med mycket höga rörliga kostnader, exempelvis oljeeldade hetvattenpannor som inklusive skatter typiskt kan ha produktionskostnader runt 1 SEK/kWh fjärrvärme och uppåt beroende på oljepris. I Figur 36 redovisar vi marginalkostnaden för samtliga i modellen beskrivna verkliga system (20 st) efter avtagande storlek. Man kan tydligt se den stora skillnaden över året och man kan också se de stora skillnaderna mellan olika system. Fjärrvärmesystem som befinner sig i botten av kurvskaran domineras av avfallsförbränning eller av andra restbränslen.    
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	Figur 36: Marginalkostnaden för att producera fjärrvärme i de modellerade systemen rangordnade efter fallande storlek (Basfallet); modellår 2030. Marginal cost of district-heating generation in all systems included in the model and arranged according to decreasing order of magnitude.
	Om vi tittar närmare på hur marginalkostnaden för fjärrvärmeproduktionen kan påverkas av de förändringar som vi diskuterat inom elsystemet så leder det oss till Figur 37. I figuren redovisas marginalkostnaden för fjärrvärmeproduktion dels för ett storstadssystem som karaktäriseras av en mångfald av olika produktionsanläggningar inklusive kraftvärme och avfallsförbränning, och dels för ett medelstort system som domineras helt av biobränslekraftvärme. Om vi jämför utfallet för de två beräkningsfallen Basfallet och ”Mer förnybart utan KK”-fallet så kan man se att marginalkostnaden skiljer sig åt. Eftersom elpriserna generellt är högre vintertid i ”Mer förnybart utan KK”-fallet än i Basfallet så blir marginalkostnaden för fjärrvärmeproduktionen följaktligen lägre i de system som har kraftvärme. Ju mer kraftvärme desto större genomslag på marginalkostnaden. Störst skillnad ser vi också i figuren för det medelstora systemet där kraftvärmen i detta exempel har en mer dominant ställning än i det andra systemet. 
	Vi kan också se i vårt exempel att speciellt storstadssystemet under en ansenlig tidsperiod har mycket låga marginalkostnader för fjärrvärmeproduktionen. Det beror på att vi ansatt mottagningsavgiften för avfallsförbränning som en negativ kostnad och att vi förutsatt att spillvärme levereras till en kostnad nära noll. Men även annan kraftvärme kan producera fjärrvärme till negativa kostnader om elintäkten är tillräckligt hög. 
	/
	Figur 37: Marginalkostnaden för fjärrvärmeproduktionen i ett storstadssystem med en bred palett av olika produktionsanläggningar inklusive avfallsförbränning och kraftvärme (blå kurvor), och ett medelstort system som domineras av kraftvärme med visst bidrag från fliseldade hetvattenpannor (gröna kurvor) i Basfallet respektive ”Mer förnybart utan KK”-fallet. Marginalkostnaden är rangordnad efter fallande storlek, var för sig i respektive system och respektive beräkningsfall; modellår 2030. Marginal cost of district-heating generation in a large city system (blue line) and in a mid-sized city system (green line). Base case marked with solid lines and “More renewables without nuclear” marked with dotted lines.
	I detta avsnitt ska vi mer i detalj redogöra för hur de svenska fjärrvärmesystemen under normala förhållanden bidrar till effektbalansen på elmarknaden. Vi fokuserar på Basfallet och ”Mer förnybart utan KK”-fallet. 
	I Figur 38 har vi plottat nettolasten i avtagande storlek över året. Vi betraktar nettolasten i Sverige som den framträdande indikatorn på hur ansträngd effektbalansen är i Sverige (även om det också beror på situationen i grannländerna). Tillsammans med nettolasten har vi sedan plottat den resulterande elproduktionen i Sveriges samtliga kraftvärmeverk, timme för timme. Generellt så ökar kraftvärmeproduktionen med stigande nettolast även om variationen mellan närliggande timmar i ordningsföljd kan vara avsevärd. Den maximala nettolasten är ungefär lika stor i bägge fallen trots att den installerade effekten av vindkraft och solel är ungefär dubbelt så stor, ca 27 GW jämfört med ca 14 GW. Det understryker det faktum produktionsbidraget från variabel elproduktion under vissa perioder kan bli mycket litet även om den installerade kapaciteten är mycket stor. Sådana situationer måste då hanteras med andra produktionsslag, import eller med åtgärder på användarsidan. Vi får inte glömma bort att i Basfallet så finns avsevärt mycket mer nationell produktionskapacitet på plats, i form av kärnkraft, som kan täcka upp för produktionsbortfallet då den variabla förnybara elproduktionen levererar endast små volymer.
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	Figur 38: Nettolasten rangordnad efter fallande storlek och den resulterande kraftvärmeproduktionen i Sverige i Basfallet (till vänster) respektive ”Mer förnybart utan KK” (till höger). För att enklare utläsa en trend är även en linjärinterpolation för kraftvärmeproduktionen inritad. Kraftvärmeproduktionen läses av mot den högra y-axeln och nettolasten mot den vänstra axeln; modellår 2030. Net load in Sweden arranged according to decreased order of magnitude and corresponding electricity production in CHP schemes. Base case shown in the left panel and “More renewables without nuclear” shown in the right panel; model year 2030. 
	För att underlätta för läsbarheten så redovisas i Figur 39 de 100 första timmarna från Figur 38. Det blir då tydligt att under de timmar som nettolasten är som störst så producerar också kraftvärmeverken på en relativt jämn nivå och relativt nära den maximala kapaciteten. Variabiliteten är något större i basfallet eftersom det finns fler inslag av timmar med låga elpriser även då nettolasten är hög (tack vare bland annat kärnkraften).  
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	Figur 39: Ett utsnitt av de 100 första timmarna (de 100 timmar med den högsta nettolasten) ur Figur 38, i Basfallet (till vänster) respektive ”Mer förnybart utan KK” (till höger). Kraftvärmeproduktionen läses av mot den högra y-axeln och nettolasten mot den vänstra axeln; modellår 2030. The result for the first 100 hours taken from the previous figure. Base case shown in the left panel and “More renewables without nuclear” shown in the right panel; model year 2030.
	Den totalt installerade elkapaciteten i kraftvärmeverken uppgår i bägge beräkningsfall till 2.8 GW (räknat på mottryckspunkten; den extra effekt som vissa anläggningar kan generera genom att köra i kondenspunkten istället är försumbar i sammanhanget baserat på våra antaganden). Som mest produceras 2.6 GW i ”Mer förnybart utan KK”-fallet, vilket talar för att en del anläggningar backar elproduktionen något till förmån för extra fjärrvärmeproduktion under de kalla timmarna då alternativproduktionen för fjärrvärme samtidigt är dyr. Hur detta stämmer överens med det rådande elpriset redovisas i Figur 40 där vi plottat kraftvärmeproduktionen från Figur 39 mot elpriset för samma timmar. Vi kan där se att elpriset inte är som högst då nettolasten är som högst (längs till vänster i respektive diagram), vilket vi också kunnat konstatera tidigare. Vi kan också se att kraftvärmeproduktionen typiskt är som störst då elpriset är som högst. Men det kan faktiskt också finnas timmar där elpriset är mycket högt men där kraftvärmeproduktionen är något lägre än under timmar då elpriset är lägre. Det beror helt enkelt på hur situationen i fjärrvärmesystemen ser ut. Är det samtidigt mycket kallt så kan det finnas ekonomiska skäl att backa elproduktionen ytterligare till förmån för billigare fjärrvärmeproduktion. Baserat på dessa beräkningsresultat så kan man skatta den backade kapaciteten till runt 200 MW under den period då nettolasten är som störst.
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	Figur 40: Kraftvärmeproduktionen i Figur 39 plottad mot elpriset i SE3 i Basfallet (till vänster) respektive ”Mer förnybart utan KK” (till höger). Kraftvärmeproduktionen läses av mot den högra y-axeln och elpriset mot den vänstra axeln; modellår 2030. Electricity production in CHP schemes taken from the previous figure and corresponding electricity price Base case shown in the left panel and ”More renewables without nuclear” shown in right panel; model year 2030.
	I Figur 41 redogör vi för hur elanvändningen i fjärrvärmesystemen påverkar eleffektbalansen, återigen under den period då nettolasten i Sverige är som högst. På samma sätt som för kraftvärme så redovisar vi först bilden för hela året och i Figur 42 för de 100 timmarna där nettolasten är som allra högst. I synnerhet i ”Mer förnybart utan KK”-fallet så tenderar elanvändningen att variera avsevärt. Vi har inte infört några driftsrestriktioner för värmepumpar vilket kan innebära att vi överskattar flexibiliteten något. Under timmarna med högt elpris (Figur 43, till höger) så går elanvändningen nästan ner till noll. Under andra timmar kan elförbrukningen i fjärrvärmenäten vara signifikant, mellan 0.5 och 1 GW, även under potentiellt ansträngda situationer med hög nettolast. Men detta är inget problem vilket indikeras av de måttliga elpriserna. Det beror helt enkelt på att tillgången till importerad kraft är god. Och samtidigt kan fjärrvärmesystemen tack vare det relativt höga elberoendet under just de timmarna undvika att köra dyrare fjärrvärmeproduktion. 
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	Figur 41: Nettolasten rangordnad efter fallande storlek och den resulterande elanvändningen i fjärrvärmesystemen i Sverige i Basfallet (till vänster) respektive ”Mer förnybart utan KK” (till höger); modellår 2030. För att enklare utläsa en trend är även en linjärinterpolation inritad. Elanvändningen läses av mot den högra y-axeln och nettolasten mot den vänstra axeln. Net load in Sweden arranged according to decreasing order of magnitude and corresponding electricity use in the Swedish district-heating systems. Base case shown in left panel and “More renewables without nuclear” shown in right panel; model year 2030. 
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	Figur 42: Ett utsnitt av de 100 första timmarna (de 100 timmar med den högsta nettolasten) ur Figur 41, i Basfallet (till vänster) respektive ”Mer förnybart utan KK” (till höger); modellår 2030. Elanvändningen läses av mot den högra y-axeln och nettolasten mot den vänstra axeln. The result for the first 100 hours taken from the previous figure. Base case shown in the left panel and “More renewables without nuclear” shown in the right panel; model year 2030.
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	Figur 43: Elanvändningen i fjärrvärmesystemen i Figur 42 plottad mot elpriset i SE3 i Basfallet (till vänster) respektive ”Mer förnybart utan KK” (till höger); modellår 2030. Elanvändningen läses av mot den högra y-axeln och elpriset mot den vänstra axeln. Electricity use in Swedish district-heating systems taken from previous figure and corresponding electricity price (price area SE3). Base case shown in the left panel and “More renewables without nuclear” case shown in the right panel; model year 2030.
	Hur effektbalansen ser ut under timmen då effektförbrukningen är som störst, det vill säga den mer traditionella synen på balanssituationen, visas mer i detalj i Figur 44. Den installerade effekten är stor både i Basfallet och i synnerhet i ”Mer förnybart utan KK”-fallet. Av detta så utgör kraftvärmekapaciteten på knappt 3 GW endast en liten andel. Den kapacitet som faktiskt utnyttjas under den aktuella timmen (”Produced” i figuren) är klart mindre än den installerade effekten eftersom eleffektförbrukningen aldrig når upp till den installerade kapaciteten och eftersom all kapacitet inte finns tillgänglig under samtliga timmar. I figuren kan man se att effektbehovet är något större än det som faktiskt produceras i Basfallet medan det är klart större än det som faktiskt produceras i ”Mer förnybart utan KK”-fallet. Gapet täcks därmed med import, bland annat tack vare den termiska kapacitet som antas vara tillgänglig i Sveriges grannländer men även till följd av att tillgången till vindkraft kan vara större där även om vi i Sverige just under den timmen har dåliga vindförhållanden. Om importen inte skulle finnas tillgänglig av något skäl så finns det kapacitet på plats i Sverige för att täcka återstoden (”Available” i figuren) i Basfallet medan det saknas kapacitet på tillförselsidan i ”Mer förnybart utan KK”-fallet. Om även vindkraften skulle falla ifrån helt till följd av exempelvis omfattande stiltje så hamnar vi även i Basfallet i en bristsituation. I sådana ansträngda lägen är naturligtvis kraftvärmekapaciteten otroligt värdefull även om den i absoluta tal är klart mindre än såväl effektbehovet som bidraget från exempelvis vattenkraft. Även efterfrågeflexibilitet kommer att spela en nyckelroll i sådana situationer för att få elbalansen att gå ihop. När det gäller kondenskraft (gasturbiner och annan termisk reservkraft) så räknar vi med en tillgänglig kapacitet på ca 1500 MW i Sverige. Eftersom den i normalfall inte utnyttjas så måste den ingå i någon form av effektreserv eller få intäkter via en kapacitetsmarknad för att finnas tillgänglig då den eventuellt behövs. 
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	Figur 44: Balanssituationen under timmen med högst elförbrukning, dels med avseende på den installerade kapaciteten, dels med avseende på den beräknade produktionen och dels med avseende på det som kan förväntas vara tillgängligt (effektvärdet). Basfallet till vänster och ”Mer förnybart utan KK” till höger; modlelår 2030. The electricity balance during the top-load hour including installed capacity (left bar), calculated electricity production (middle bar) and available capacity (left bar). Base case shown in left panel and “More renewables without nuclear” shown in right panel.  
	Mot bakgrund av ovanstående resonemang kring eleffektbalansen och fjärrvärmesystemens bidrag till denna kompletterar vi här analysen med ytterligare ett specialfall, denna gång med en kraftvärmekapacitet som är dubbelt så stor som i de föregående beräkningsfallen. En sådan utveckling skulle kunna komma till stånd genom teknikutveckling där elutbytet väsentligt förbättras. Vi uppehåller oss inte närmare kring lönsamheten för en sådan utbyggnad utan vi är endast intresserade av vilka effekter vi kan se i våra modellberäkningar av en sådan tänkt utveckling. I övrigt är beräkningsförutsättningarna identiska med ”Mer förnybart utan KK”-fallet. Hur elproduktionen ser ut under veckan med högst nettolast visas i Figur 45. Timmen med maximal nettolast är densamma i bägge fallen då den ges av skillnaden mellan elefterfrågan och icke-styrbar elproduktion (vind och sol) för varje timme. Och ingen av dessa parametrar ändras sett över de två beräkningsfallen. Vi kan också klart och tydligt se att kraftvärmen leverera dubbelt så stor effekt under den aktuella veckan. Det i sin tur får återverkningar på elpriset som dämpas. Effektbalansen ur ett svenskt perspektiv förbättras också och importbehovet minskar.
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	Figur 45: Veckan som innehåller timmen med den högsta nettolasten i Sverige i ”Mer förnybart utan KK”-fallet (till vänster) och i ”Mer förnybart utan KK med extra kraftvärme”-fallet (till höger). The week containing the maximum net load in Sweden in the “More renewables without nuclear” case (left panel) and in the “More renewables without nuclear but with additional CHP” case (right panel); model year 2030.
	Den resulterande totala kraftvärmeproduktionen fördubblas i princip, närmare bestämt från 11 TWh till 23 TWh. En fördubbling av den installerade eleffekten leder alltså i detta fall till en fördubbling av elproduktionen. Detta får viss återverkan på elmarknaden genom att elpriserna periodvis blir något lägre som vi kunnat se i föregående figur. Och därmed försämras naturligtvis intjäningsförmågan något för kraftvärmeverken, men även för de andra kraftslagen vilket redovisas i Figur 46
	/ /
	Figur 46: Årligt medelelpris samt produktionsprofilvägt elpris för tre olika kraftslag i ”Mer förnybart utan KK” (till vänster) och i ”Mer förnybart utan KK med extra kraftvärme” (till höger); avser prisområde SE3; modellår 2030. Annual average electricity price and production-profile weigthed electricity prices for three different means of electricity generation. ”More renewables” case shown in left panel and “More renewables without nuclear but with additional CHP” case shown in right panel; price area SE3 and model year 2030.
	Vattenkraften är det enskilt viktigaste produktionsslaget i det nordiska elsystemet. Tack vare vattenkraften så förmår systemet att utjämna många av de variabilitetsrelaterade utmaningarna som en ökad andel variabel elproduktion medför. Det är inte minst tydligt med utgångspunkt från våra beräkningsresultat där effekterna på elpris och elbalans i de flesta fallen är både begränsade och hanterbara tack vare vattenkraftens reglerande förmåga. Även våra antaganden kring förstärkta överföringsförbindelser mellan regioner och länder bidrar till att hantera variabilitetsutmaningen. Men det kan också förstärka utmaningen i en viss region om tillgången till vind och sol är mycket låg eller mycket hög samtidigt i omkringliggande regioner. 
	Med tanke på vattenkraftens betydelse för norra Europas elsystem och för våra beräkningsresultat redogör vi här för en serie beräkningsfall där vi varierat tillgången till svensk och norsk vattenkraft till följd av ett torrt år respektive ett vått år. Därmed kan vi kvantifiera effekterna av torr- och våtårsvariationerna på det nordeuropeiska elsystemet och, i förlängningen, på de svenska fjärrvärmesystemen.
	I Figur 47 presenteras den årliga vattenkraftproduktionen sedan 1970 i både Sverige och i Norge. De årliga variationerna är periodvis mycket stora. Baserat på den redovisade tidsserien så antar vi att ett torrår innebär en tillrinning motsvarande 55 TWh för Sverige och 115 TWh för Norge. Ett våtår medför istället en tillrinning på 78 TWh respektive 145 TWh. Ett normalår motsvarar istället 67 TWh i Sverige respektive 130 TWh i Norge. Skillnaden i den totala svensk-norska vattenkraftproduktionen uppgår alltså till över 50 TWh mellan ett vått år och ett torrt år. 
	/
	Figur 47: Årlig vattenkraftproduktion i Sverige och i Norge sedan 1970 (Källor: Energimyndigheten och NVE) Annual hydro-power production in Sweden and Norway since 1970.
	Att torr- respektive våtår har stor betydelse för elpriset visas med tydlighet i Figur 48. Detta gäller i vårt fall i synnerhet för Basfallet där elpriset under stora delar av året typiskt ligger 15 EUR/MWh högre i torrårsfallet respektive ca 15 EUR/MWh lägre i våtårsfallet, jämfört med normalårsfallet. I ”Mer förnybart utan KK” ligger däremot priserna under torråret relativt nära normalårspriserna. Det beror på att under normalåret så bestäms elprisbilden i SE3 i relativt stor utsträckning av importpriset på el vilket i sin tur styrs av fossileldad kraft utanför Sverige. Om vi dessutom lägger till ett torrår så ökar importen till delvis samma priser. I våtårsfallet däremot så ökar kraftproduktionen i Sverige och Norge så pass mycket så att den inhemska produktionen får en större tyngd i prisbilden. Vi blir inte lika importberoende och påverkas mer av den egna produktionen. Eftersom marginalkostnaden för svensk elproduktion ligger klart lägre än den kontinentala elproduktionens marginalkostnad (inte minst beroende på det relativt höga priset på CO2) så får detta ett relativt stort genomslag. I högprisdelen av priskurvorna försvinner dock skillnaden eftersom det är där den importerade kraften som sätter priset för samtliga tre beräkningsfall. Och eftersom importberoende är större i ”Mer förnybart utan KK” än i Basfallet så konvergerar de tre priskurvorna tidigare. 
	//
	Figur 48: Marginalkostnaden (i SE3) för elproduktion rangordnad efter fallande storlek för ett normalår, torrår (”Dry”) och ett våtår (”Wet”) i Basfallet (till vänster) respektive ”Mer förnybart utan KK” (till höger); modellår 2030. Marginal cost of electricity (price area SE3) arranged according to decreasing order of magnitude for normal year, dry year and wet year conditions. Base case shown in left panel and “More renewables without nuclear” case shown in right panel; model year 2030.
	Ett torrår utgör framförallt ett elenergiunderskott och inget effektunderskott. Påkänningen rent effektmässigt blir alltså inte större för de mest kritiska timmarna. Däremot kommer det att finnas fler timmar med ett relativt högre elpris.
	I Figur 49 sammanfattar vi elproduktionen i de svenska kraftvärmeverken och elanvändningen i de svenska fjärrvärmeverken som resultat av variationerna i våtår och torrår. Ett våtår leder till klart lägre kraftvärmeproduktion, viket gäller för både Basfallet och för ”mer förnybart utan KK”-fallet. Tappet är dock större i Basfallet beroende på att skillnaden i elpris mellan våt-, torr- och normalår är lägre under högprisdelen av priskurvan, något som vi kunde se i Figur 48, i ”Mer förnybart utan KK”-fallet.  
	Elpriset som ett typiskt kraftvärmeverk känner av i genomsnitt under året ligger på runt 44 EUR/MWh i ”Mer förnybart utan KK”-fallet (se tidigare Figur 46). Ett torrår, allt annat lika, ger ett pris på 46 EUR/MWh istället. Ett våtår, allt annat lika, ger ett motsvarande pris på ca 37 EUR/MWh.
	/
	Figur 49: Elproduktionen i kraftvärmeverken och elanvändningen i fjärrvärmesystemen under normalår, torrår och våtår i basfallet och i ”Mer förnybart utan KK”-fallet; modellår 2030. Electricity production in CHP schemes and electricity use in district-heating systems during normal year, dry year and wet year conditions. Base case shown in left panel and “More renewables without nuclear” shown in right panel; model year 2030.
	I framtiden kommer sannolikt även årliga variationer med avseende på vind och solinstrålning att få ökad betydelse i takt med att kapaciteten för dessa energislag byggs ut. När det gäller vindkraften så finns erfarenheter som pekar på att tillgången till vind kan variera upp och ner med i storleksordningen 10%-15% beroende på om det är ett typiskt blåsigt år eller om det är ett typiskt vindfattigt år. Men avvikelserna kan också vara betydligt större, inte minst under vissa månader eller perioder på året (Reichenberg, 2015). Som en följd av teknikutvecklingen på vindkraftsidan där turbinerna blir allt bättre på att även utnyttja lägre vindhastigheter så finns det fog för att tro att den årliga variationen i produktionen istället kan komma att reduceras något. Med de produktionsvolymer på över 60 TWh vindkraft som vi räknat med för Sveriges del i vårt ”Mer förnybart”-scenario så skulle det alltså innebära en möjlig variation på +/-6 TWh från ett år till ett annat sett i vårt 2030-perspektiv. Detta är visserligen en bit under de +/- 12 TWh i avvikelse från ett normalår som vi räknat med för den svenska vattenkraften, men det lär ändå bidra ytterligare till ökad variabilitet på elmarknaden i framtiden. 
	I 9 av våra 20 ”verkliga” system finns ackumulatorer för i första hand produktionskostnadsminimering. Produktionsanläggningarna kan då producera både mer eller mindre än vad det egentliga fjärrvärmeunderlaget efterfrågar, beroende på de rådande energipriserna och alternativkostnaden för fjärrvärmeproduktionen. Endast de system som idag har ackumulatorer har det även i vårt modellår 2030 (med samma kapacitet). 
	Årlig urladdning av en ackumulator är ett mått som man kan använda för att beskriva utnyttjningen av ett värmelager. Det talar om hur mycket som totalt laddats ur under året. Det är detsamma som har laddats in minus en förlustterm. Ett alternativt sätt att se det är den totala producerade värmemängd som förskjutits i tid, genom lagret, och under året. De relativt stora fjärrvärmesystemen som har ackumulatorer får en total urladdning under året på typiskt 50-80 GWh. Det motsvarar grovt räknat 5% av den totala produktionen i ett sådant system (skillnaden mellan systemen kan vara betydande – här fokuserar vi för enkelhets skull på storleksordningar). 
	I Figur 50 redovisas den procentuella avvikelsen för den årliga urladdningen för ett Basfall i kombination med ett våtår respektive torrår samt ”Mer förnybart utan KK” (normalår) – alla tre fallen jämfört med Basfallet i kombination med ett normalår. Man kan se att våtåret generellt ger en lägre utnyttjning av ackumulatorerna (det vill säga mindre än 100% i figuren). Extra tydligt är det i elprisområde 2 (system som är betecknade med SE2X) där våtåret medför stora mängder vattenkraft som periodvis kan stängas in på grund av flaskhalsar med mycket låga elpriser som följd. Det omvända gäller för torråret, där den årliga urladdningen ligger högre än i normalårfallet (över 100% i figuren), i synnerhet i elprisområde 2. Här leder de höga elpriserna istället till att ackumulatorerna utnyttjas något mer för att exempelvis öka intäkterna från elförsäljningen i kraftvärmeverken. ”Mer förnybart utan KK”-fallet innebär en ökad grad av prisvariabilitet på el som vi kunnat se tidigare. Även det medför att den årliga urladdningen är större än i Basfallet där elprisvariabiliteten är lägre. För alla 9 system totalt så ökar den årliga urladdningen i ”Mer förnybart utan KK”-fallet med ca 20% jämfört med Basfallet.
	Vi kan alltså konstatera att de förändringar som sker på elmarknaden i enlighet med våra modellberäkningar ger en tydlig förändring på hur ackumulatorerna utnyttjas.  
	/
	Figur 50: Skillnad i årlig urladdning (omförflyttning i tid av produktionen) i de 9 ”verkliga” system som har ackumulatorer för beräkningsfallen Basfall+våtår, Basfall+torrår och ”Mer förnybart utan KK” (normalår) jämfört med Basfall+normalår; modellår 2030. Difference in annual discharge in the 9 real district-heating systems modelled that hold heat storage reported for the Base case+wet year, Base case+dry year and ”More renewables without nuclear” (normal year), all compared to the Base case+normal year; model year 2030.
	Förändringar i elprisbilden till följd av förändringar i elsystemet kommer inte bara att påverka produktionsmixen i fjärrvärmesystemen utan därmed också det ekonomiska utfallet. I Figur 51 redovisar vi hur årliga produktionskostnader (inkluderar bränslekostnader, drift- och underhåll samt skatter), elintäkter (från elproduktion i kraftvärmeverken) och elinköpen (för elpannor och värmepumpar; exklusive elskatt) förändras då vi går från Basfallet till något av beräkningsfallen ”Mer förnybart”, ”Mer förnybart med endast O3 och F3”, ”Mer förnybart utan KK”, ”Mer förnybart utan KK plus torrår” samt ”Mer förnybart utan KK plus våtår”. Dessutom redovisas i figuren ”nettoresultatet” vilken vi definierar som förändring i elförsäljning minus förändring i produktionskostnad och minus förändring i elinköp. Siffrorna gäller för Sveriges samlade fjärrvärmesystem (ur modellen kan vi dock läsa ut resultaten för varje enstaka fjärrvärmesystem). Det första fallet, ”Mer förnybart”, innebär att utbudet av el ökar och att elpriserna minskar jämfört med Basfallet. Det gör att kraftvärmeverken producerar framförallt mindre el och att bränsleinköpen för dessa anläggningar minskar, därav minskningen i produktionskostnad. Dessutom ökar användningen av värmepumpar vilket ytterligare ersätter bränslebaserad produktion samtidigt som elinköpen förändras (fler TWh men till ett lägre pris). ”Nettoresultatet” för de svenska fjärrvärmeföretagen av en sådan utveckling istället för det vi antar i Basfallet är (svagt) negativ, det vill säga en ekonomisk försämring. Det motsatta gäller då vi avvecklar kärnkraften, i synnerhet om samtliga reaktorer fasas ut (”Mer förnybart utan KK”). De klart högre elpriserna genererar intäktsökningar jämfört med Basfallet och bidrar till en tydlig förbättring av det ekonomiska utfallet. Produktionskostnaderna ökar något till följd av mer bränsleinköp till elproduktionen. Får vi dessutom ett torrår så blir utfallet än mer positivt. Vid ett våtår (i övrigt identiskt med ”Mer kärnkraft utan KK”) minskar elpriserna rejält jämfört med normalårsfallet, allt annat lika, vilket vi kunde se i tidigare avsnitt. Följaktligen reduceras nettoresultatet, jämfört med ”Mer förnybart utan KK”, även om det fortfarande är bättre än i Basfallet. Vi påminner om att resultaten i Figur 51 avser hela den svenska fjärrvärmeproduktionen. Tittar man närmare på enskilda system så kan utfallet se mycket olika ut.
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	Figur 51: Förändring i årlig produktionskostnad (inkl. skatter), elintäkt och elinköp (exkl elskatt) samt ”nettoresultatet” i en handfull beräkningsfall jämfört med Basfallet; modellår 2030. Change in annual production cost (including taxes), electricity revenue, electricity-purchase cost (excluding taxes) and economic “net results” for a selection of model cases compared to the Base case; model year 2030.
	I detta kapitel sammanfattar vi kort några av de viktigaste slutsatserna från analysarbetet i denna studie.
	En central insikt är att de svenska fjärrvärmesystemen är små i förhållande till den omgivande elmarknaden, som i sin tur dessutom växer i takt med att integrationen mellan de europeiska elmarknaderna fortskrider. Med ”små” menar vi framförallt med avseende på effekt och energi. Så som de svenska fjärrvärmesystemen ser ut idag, och förutsatt att detta inte förändras i någon avgörande omfattning i ett 2030-perspektiv, så kommer de kortsiktiga effektvariationerna i det framtida elsystemet att vara avsevärt större än vad som kan absorberas av fjärrvärmesystemen (i värmepumpar och elpannor) eller vad som kan hanteras med produktion i kraftvärmeverken. I Basfallet uppgår den installerade effekten i vindkraft i enbart Sverige till över 10 GW. I hela Norden till nästan 30 GW. Beroende på vindtillgång kan en stor del av denna effekt variera från mycket lite till nästan maxeffekt, eller omvänt, under typiskt några dygn (i extremfall kanske till och med under ett antal timmar). Som jämförelse uppgår den samlade eleffekten i fjärrvärmesystemen idag runt 1 GW och eleffekten i kraftvärmeverken ligger runt 3 GW. Detsamma gäller det maximala eleffektbehovet i Sverige som idag uppgår till typiskt 26 GW och i framtiden till sannolikt ytterligare någon (eller några) GW. Våra beräkningar visar att vi i sådana situationer kommer att behöva förlita oss till import om vind- och solkraft samtidigt levererar lite. Situationen spetsas till ytterligare om kärnkraften fasas ut. I ett sådant fall kan importbehovet, eller behovet av annan produktion alternativt åtgärder på användarsidan, bli signifikant och betydligt större än det som kraftvärmen förmår att täcka. Men detta innebär inte att fjärrvärmesystemen saknar betydelse för att hantera den framtida elbalansen – sannolikt tvärtom. Den ökade variabiliteten på elmarknaden kommer att fordra en palett av åtgärder för att säkerställa leveranssäkerheten i varje tidpunkt. Bland dessa åtgärder kommer kraftvärmen, värmepumparna, elpannorna och ackumulatorerna i fjärrvärmenäten att ha en viktig roll att spela, tillsammans med annan reglerbar kraftproduktion och andra åtgärder på användarsidan. Fjärrvärme som värmealternativ kan dessutom utgöra ett alternativ eller komplement till el som energibärare för att ytterligare avlasta elsystemet. Detta rör sig sannolikt mer om åtgärder av engångskaraktär och inte kortsiktiga regleråtgärder som är återkommande. Vi har inte tittat närmare på användarsidan i det avseende i vår studie.
	I föregående stycke nämnde vi den fortsatta integrationen av de europeiska elmarknaderna. Det kan inte nog betonas: det som försiggår i våra grannländer kommer att tydligt påverka utvecklingen för det svenska elsystemet och, i förlängningen, de svenska fjärrvärmesystemen. Det har vi kunnat se även i denna studie. Och vice versa, förändringar i vårt elsystem kommer att spilla över till våra grannländer. Den geografiska kopplingen lär bli starkare i framtiden, som ett resultat av EUs stävan efter att öka den gränsöverskridande elhandeln och förstärkta överföringsförbindelser. Även om den internationella elhandeln blir viktigare så kommer frågan om hur leveranssäker importen verkligen är då den behövs som bäst att bli allt viktigare. Och i sådana lägen kommer inhemsk produktionskapacitet, som kraftvärme, att troligen upplevas som särskilt värdefull. 
	Under relativt ansträngda situationer, typiskt då elbehovet är stort samtidigt som bidraget från vindkraft är litet, så levererar kraftvärmeverken nära maximal effekt samtidigt som elförbrukningen i fjärrvärmenäten är mycket begränsad. Att anläggningarna inte producerar på maxeffekt indikerar en viss ”backningseffekt” på elproduktionen, i storleksordningen 200 MW, till följd av att alternativkostnaden för fjärrvärmeproduktionen är hög under sådana perioder. Ett sätt att frigöra den kraftvärmekapaciteten är att investera i hetvattenpannor vilket är en relativt billig åtgärd. Därigenom kan ångan i kraftvärmeverket styras för att favorisera elproduktion och inte dumpas för att generera fjärrvärme. Vi har bland våra beräkningsfall inte närmare studerat en riktigt kritisk situation, exempelvis en tioårsvinter. I ett sådant fall lär det extra tillskottet av kraftvärme inte räcka på långa vägar - en tioårsvinter medför ett ökat eleffektbehov på 1-2 GW - utan Sverige måste förlita sig till ytterligare import eller reservkraftverk eller åtgärder på användarsidan.  
	Vi har också kunnat se att den ökande variabiliteten på elmarknaden får en tydlig påverkan på fjärrvärmesystemen. Beroende på vilken typ av förändringar som vi avser, exempelvis mer eller mindre variabel elproduktion, mer eller mindre styrbar effekt eller kanske rent av årliga variationer i väder, så leder detta, via elprissignalen, till en inverkan på hur anläggningarna körs i fjärrvärmesystemen, på produktionskostnaden för fjärrvärme (marginalkostnad och genomsnittlig kostnad) och, slutligen, på det ekonomiska resultatet. Detta är ingen överraskning men vi har här kunnat skatta storleken på dessa effekter. Ju mer ett fjärrvärmesystem är kopplat till elmarknaden, till exempel om kraftvärme är ett dominerande inslag, desto större blir påverkan från elsystemet.  
	Om kopplingen mellan fjärrvärmesystemen och elsystemen, rent fysiskt, skulle bli avsevärt starkare än idag, exempelvis genom att kraftvärmekapaciteten blir signifikant större eller om de flesta svenska fjärrvärmesystemen satsar massivt på elpannor eller värmepumpar för att utnyttja perioder med låga elpriser så bidrar fjärrvärmesystemen med ytterligare nytta. En större framtida kraftvärmekapacitet, genom exempelvis teknikutveckling med fokus på ökat elutbyte, gör direkt systemnytta genom att den säkert tillgängliga effekten i Sverige ökar, allt annat lika. Ytterligare systemnyttor såsom möjligheten till frekvensreglering (inklusive svängmassa) och spänningsreglering tillkommer därmed (på köpet) men är inget som vi närmare tagit upp i denna studie. I de beräkningsfall som vi analyserat utnyttjas också den tillkommande kapaciteten. En fördubbling av kapaciteten ger en fördubbling av elproduktionen, grovt räknat. Dock får vi i samtliga beräkningsfall elpriser som sannolikt inte motiverar nyinvesteringar i någon större omfattning. Ett typiskt kraftvärmeverk erhåller ett genomsnittligt elpris som understiger 50 EUR/MWh i samtliga våra beräkningsfall, även i det mest extrema fallet som kombinerar en kärnkraftavveckling med ett torrår. När det gäller den omvända situationen, det vill säga när fjärrvärmesystemen lämpligen absorberar billig ”överskottsel” så utgör dagens elskatt ett reellt hinder. Även om elen skulle vara gratis kommer den rörliga produktionskostnaden att vara omkring 35 öre/kWh för en elpanna och kanske en tredjedel så stor för en värmepump. En värmepump kommer man sannolikt inte att bygga för att utnyttja billig el under kortare tidsperioder men väl en elpanna där investeringskostnaden är liten. Dessutom medför en produktionskostnad på 35 öre/kWh att det finns hetvattenpannor, exempelvis fliseldade, som troligen går före i driftordning. Tar vi bort elskatten så har vi kunnat se att elpannor går in och utnyttjar lågprisad el i större omfattning. Leker vi dessutom med tanken att Sveriges alla fjärrvärmesystem investerar massivt i elpannor (i vårt exempel motsvarande en fjärdedel av maxlastbehovet i respektive system vilket totalt i Sverige ger drygt 5 GW i eleffekt inklusive värmepumpar, jämfört med dagens knappt 1 GW) så kommer produktionen i elpannorna att få en tydlig återverkan på elprisbilden. De lägsta elpriserna blir inte fullt så låga som de annars hade blivit vilket även visar sig ha inverkan på hur kraftslagen körs. Färre timmar med riktigt låga elpriser, tack vare elpannornas användning, möjliggör ökad drifttid för kärnkraften som annars hade fått reducera effekten eller helt stänga ner. Även annan prisflexibel elanvändning kan komma att få en förstärkt inverkan på elprisbilden om elskatten för sådan elanvändning reduceras eller tas bort, och/eller om graden av flexibilitet ökar. På så sätt existerar en konkurrenssituation om den billiga elen som i sig har en dämpande inverkan på hur lågt elpriserna kan sjunka. Vi har dock inte studerat effekterna av annan flexibel elanvändning i denna studie.  
	De perioder då elpriset på den framtida marknaden i Sverige är riktigt lågt sammanfaller ofta, men inte alltid, med perioder då elefterfrågan är låg och då den förnybara elproduktionen producerar stora volymer. Sådana perioder uppträder normalt utanför uppvärmningssäsongen. Detta faktum i sig leder till en naturlig begränsning för vad fjärrvärmesystemen förmår att absorbera med avseende på billig ”överskottsel”, i synnerhet om man inte har säsongslager att tillgå.    
	6 Avslutande diskussion
	6.1 Framtida arbete

	I detta avslutande kapitel tar vi upp en handfull diskussionspunkter kring sådant som vi till följd av resursskäl inte haft fokus på i denna studie, eller som vi av praktiska skäl valt att exkludera, men som också är relevant i sammanhanget. 
	Generellt kan vi konstatera att inget av våra scenarier eller beräkningsfall leder till extremt höga elpriser. Under vissa timmar kan vi i beräkningsresultaten observera priser på en bra bit över 100 EUR/MWh då bland annat gasturbiner eller annan reservkraft utnyttjas. Men i övrigt är priserna på en mer måttlig nivå. En förklaring till att vi i inte observerar mer extrema elpriser är att vi utgår från full tillgänglighet i anläggningarna även under ansträngda situationer (de planerade stoppen har vi förlagt till perioder där elbalansen är god). I verkligheten kan oplanerade stopp under sådana perioder snabbt leda till mycket höga elpriser. Det finns också situationer där utfallet kan bli ett annat givet den produktionskapacitet vi utgår från i denna studie. En sådan situation skulle kunna vara en tioårsvinter. Effektbehovet kan då typiskt vara upp till 2 GW större än det vi antagit här. Sammanfaller det med låg tillgång till vindkraft så är det mycket som talar för att importen inte kommer att räcka till. Att befintlig kraftvärme då finns tillgänglig kommer vara av stor vikt. Detsamma gäller sannolikt reservkraft såvida inte efterfrågeflexibilitet kan utnyttjas i den omfattning som kan komma att krävas. En sista utväg blir bortkoppling. I NEPP-projektet, som vi samverkat med i denna studie, kommer man att fortsätta att analysera olika ansträngda situationer med avseende på kraftbalansen. Och då kommer man bland annat att titta närmare även på den här typen av väderberoende situationer på elmarknaden och då med hjälp av det modellverktyg, EPOD, som vi använt och förfinat inom ramarna för denna studie.
	En annan osäkerhetsfaktor lite på samma tema är fossilkraften på Kontinenten och dess betydelse för elprisbilden. Vi har utgått från att ingen ny kolkraftkapacitet byggs och att de befintliga anläggningarna fasas ut i ett relativt måttligt tempo. År 2030 har vi därför fortfarande kvar en avsevärd kapacitet som även vi i Sverige har ”glädje” av under vissa timmar då vi importerar styrbar elproduktion.  I takt med att den förnybara elproduktionen byggs ut minskar utnyttjningstiderna för kolkraften vilket naturligtvis ökar utmaningen att få täckning för de fasta kostnaderna. Dessutom pågår i Tyskland en diskussion kring den inhemska kolkraften och att den bör snabbavvecklas så att man rimligen kan nå sina klimatmål. Vilka konsekvenser skulle ett förlopp med en mindre tillgång till fossileldad kraftproduktion på Kontinenten, än vad vi räknat med här, få för det svenska elsystemet och, därmed, fjärrvärmesystemen? Om allt annat lika så lär elpriserna stiga och variabiliteten på den nordeuropeiska elmarknaden öka ytterligare. I Sverige kan vi heller inte förlita oss till import i samma utsträckning under de mest ansträngda timmarna. Ett i princip helt förnybart elsystem i Nordeuropa är även det föremål för analys inom NEPP-projektet. Vi kommer således inom ramarna för det projektet att fortsätta analysen av ett framtida Nordeuropeiskt elsystem där andelen förnybart är ännu större än vad vi studerat här.  
	Ytterligare en osäkerhetsfaktor är den framtida elförbrukningen. Som vi nämnt så utgår vi från en måttlig förbrukningsökning. Om istället den ökande elektrifieringen tar fart ordentligt så kan elbehovet i Sverige och i grannländerna komma att bli klart större än vad vi räknat med här (även om vårt 2030-perspektiv naturligtvis sätter en viss gräns för hur långt utvecklingen kan gå). Och med det kan även effektproblematiken tillta beroende på hur flexibel, eller styrbar, den tillkommande elförbrukningen blir. Detta kopplar också till det faktum att vi inte inkluderat flexibilitet på användarsidan, vare sig för el eller fjärrvärme. En flexiblare elanvändning skulle potentiellt kunna reducera värdet av produktionskapacitet och/eller minska importberoendet under de mer ansträngda tidsperioderna under året, allt annat lika. Att införa efterfrågeflexibilitet i vårt modellverktyg är fullt möjligt. Det skulle därmed öppna upp för ytterligare sektoröverskridande modellanalyser där tillförselsidan (av el och fjärrvärme) kan kopplas till olika sektorer inom elanvändning och fjärrvärmeanvändning och där graden av flexibilitet, beroende på sektor, kan se mycket olika ut. 
	Våra antaganden för utvecklingen av den svenska kraftvärmen mot 2030 baserar vi, som vi redogjort för i denna rapport, dels på intervjuer med en handfull fjärrvärmeföretag och dels på egna antaganden som i sin tur delvis grundar sig på modellanalys (TIMES-NORDIC). Parallellt med att vi avslutar denna studie så har man i ett närliggande projekt finansierat av Energiföretagen, ”Kraftvärme i framtiden”, precis kommit igång med en mycket ambitiös sammanställning av befintliga investeringsplaner för ny kraftvärme, och eventuella avvecklingsplaner för befintlig dito, från huvuddelen av de svenska fjärrvärmeföretagen. De preliminära siffrorna visar att bilden för 2030 ligger relativt nära det vi utgått från här. Vi kommer dock att inom ramarna för ”Kraftvärme i framtiden”-projektet göra kompletterande beräkningar med EPOD-modellen men då baserat på det mer detaljerade underlaget avseende investeringsplaner för ny kraftvärme som ska vara färdigställt inom kort.      
	I vårt modellarbete har vi antagit att samtliga anläggningar kan reglera snabbt från en timme till en annan. För kärnkraften har vi infört vissa min-lastrestriktioner och start- och stoppkostnader. Även för avfallsförbränningsanläggningarna har vi utgått från en förenklad minlastbegränsning som vi beskrev i metodkapitlet. För övriga anläggningar saknas sådana begränsningar. Därmed överskattar vi regler- och flexibilitetsförmågan. Ett kraftvärmeverk kan dock relativt snabbt ändra på balansen mellan elproduktion och fjärrvärmeproduktion utan att ändra panneffekten förutsatt att det finns utrymme på fjärrvärmesidan. Så är det också i vår modellbeskrivning. I den första forskningsetappen av ”El och fjärrvärme – samverkan mellan marknaderna” kunde vi konstatera att många kraftvärmeverk är relativt snabbreglerade. Betydande laständringar (pannan) kan ske inom typiskt en halvtimme även för fastbränsleanläggningar, så länge som man befinner sig över minlastnivån. Det som tar tid är kallstarten – där handlar det om ett-två dygn. I en tidigare studie konstaterade man även att kraftvärmeverken, rent tekniskt, kan utnyttjas för den primära automatiska frekvensregleringen som hanteras av SvK. Huruvida det är ekonomiskt beror då på ersättningsmodellerna och hur det ser ut i fjärrvärmesystemen i övrigt.  
	När det gäller fjärrvärmeunderlagets utveckling mot 2030 så har vi, för samtliga system, antagit en minskning på i storleksordningen ett par procent jämfört med idag. I verkligheten kan det se olika ut mellan olika system. I tillväxtregionerna kan underlaget växa medan det i områden med hög nettoutflyttning kan minska mer än vi antagit här. Ett stabilt, eller växande, fjärrvärmeunderlag är naturligtvis en bättre förutsättning för investeringar i exempelvis nya kraftvärmeverk än det motsatta. Skulle istället fjärrvärmeunderlaget vika mer än vi antagit här, till följd av ännu tuffare konkurrens om värmekunderna, så blir förutsättningarna för ny kraftproduktion sämre vilket på sikt kan medföra att kopplingen mellan el- och fjärrvärmemarknaderna försvagas.
	Vi har i vår studie inte inkluderat säsongslager utan endast tagit hänsyn till de ackumulatorer som idag utnyttjas i de svenska fjärrvärmenäten och där lagerkapaciteten är relativt begränsad. Att investera i säsongslager görs sannolikt i första hand för att utnyttja billig överskottsvärme (avfallsförbränning eller industriell spillvärme) på sommaren men skulle också kunna användas som en möjlighet att utnyttja billig överskottsel under sommarhalvåret. På så sätt skulle fjärrvärmesystemen kunna erbjuda ytterligare flexibilitet till elmarknaden.       
	Slutligen några ord om den lokala eleffektbalasen. I EPOD-modellen så kan vi i detalj studera eleffektbalansen för varje elprisområde som vi definierat, närmare bestämt de fyra verkliga elområdena i Sveriges fall. Under senare tid har den lokala eleffektbalansen seglat upp som en relativt ny utmaning. Det handlar då om att säkerställa tillräcklig eleffekt, under samtliga timmar, för ett geografiskt mindre område än de elprisområden som vi studerat här. För närvarande ser effektsituationen för Stockholm, Uppsala, Västerås och Malmö bekymmersam ut. Det handlar om att imatningskapaciteten från överliggande stamnät inte längre räcker till för att säkerställa effektbehovet. Därmed ökar betydelsen av de produktionsanläggningar som befinner sig inom dessa områden, det vill säga i huvudsak kraftvärmeverken. Samtidigt så saknas idag ersättningsmodeller för att hålla effekt tillgänglig på det lokala planet (man diskuterar idag exempelvis möjligheten att låta elnätsföretagen ersätta kraftvärmeoperatören som komplement till de gängse intäkterna från marknaderna). För även om effektsituationen är god på det nationella planet, eller inom ett visst elområde, så kan den vara mycket ansträngd på det lokala planet. Således kan eleffekten i ett fjärrvärmesystem ha stor betydelse i det lokala systemet även om vi tidigare kunnat konstatera att den har mindre betydelse på det nationella planet. 
	Vi har i föregående avsnitt fört en diskussion kring flera av modellresultaten och även försökt resonera kring vilken påverkan på resultaten som våra avgränsningar kan tänkas ha. Och det är just avgränsningarna som lämpligen kan tjäna som avstamp för en kort reflektion kring fortsatt arbete inom detta viktiga område:
	 Att i modellverktyget även inkludera flexibilitet på användarsidan för både fjärrvärme och el i syfte att utöka analysomfånget ytterligare. Detta kommer att ge återverkningar på elprisbilden och därmed på hur anläggningarna körs. 
	 Att undersöka fler situationer med ansträngd kraftbalans, till exempel ovanligt kalla vintrar, långvariga perioder med stiltje (låg tillgång till vindkraft) och/eller oplanerade stopp i viktiga kraftverk.
	 Att mer i detalj studera den lokala eleffektbalansen och fjärrvärmesystemens roll i ett sådant sammanhang. Rent modelltekniskt är det inget som hindrar att EPOD-modellen delas in i ytterligare (lokala/regionala) elområden i Sverige. Det skulle dock leda till att kopplingen till de verkliga fyra elområdena försvagas något i modellen men å andra sidan skulle det istället bättre representera den verkliga flaskhalsproblematiken som idag inte omfattas av den normala elhandeln. 
	 I denna studie har vi heller inte gått in på frågor kring lönsamhet för vissa produktionsanläggningar, exempelvis ny eller befintlig kraftvärme. Så snart en anläggning har rörliga kostnader som understiger elpriset (eller har produktionskostnader för fjärrvärme som understiger värdet på fjärrvärmen) så körs anläggningen givet att de övriga begränsningarna (tillgänglighet med mera) inte sätter stopp. Rent produktionssimuleringsmässigt är detta en korrekt beskrivning men det säger inget om lönsamheten i ett längre perspektiv. För en befintlig anläggning måste driftnettot täcka de årliga fasta kostnaderna och för en nyinvestering måste driftnettot dessutom täcka kapitalkostnaderna. En fortsättning på denna studie skulle närmare kunna analysera lönsamheten för ett antal nyckelanläggningar eller tekniker givet den ökande variabiliteten på elmarknaden. Vi vill dock påminna om att de kapaciteter som vi antar finns på plats år 2030 i denna studie till stor del bygger på modellberäkningar där man tagit hänsyn till just lönsamheten, även om just det modellverktyget saknar den förfinade beskrivning (i tid inom ett år och med avseende på fjärrvärmesystemen) som vi utnyttjat här. Trots det finns det sannolikt skäl att mer i detalj undersöka konkurrenskraften och lönsamheten för olika produktionsslag inte minst inom fjärrvärmesystemen.     
	 Att implementera säsongslager i modellverktyget innebär ingen omfattande utvecklingsinsats utan följer i stort sett principen för hur ackumulatorer och vattenmagasin är beskrivna. På så sätt kan man närmare studera i vilken utsträckning som exempelvis överskottsperioder med billig el utanför uppvärmningssäsongen kan utnyttjas under själva uppvärmningssäsongen.  
	EL OCH FJÄRRVÄRME 
	– SAMVERKAN MELLAN MARKNADERNA, ETAPP III 
	Den ökade variabiliteten på elmarknaden leder till nya utmaningar kring styrbarhet, reservkraft och andra systemtjänster i elsystemet. Som en följd av detta kommer elsystemet med stor sannolikhet att knytas närmare andra delar av energisystemet. Det gäller  inte minst värmemarknaden där fjärrvärme har en framträdande roll. 
	Här har forskarna i detalj analyserat hur de svenska fjärrvärmesystemen påverkas av förändringar i elsystemet och, omvänt, hur fjärrvärmesystemen kan bidra under perioder då elbalansen är ansträngd eller då utbudet av el till låga priser är extra stort på elmarknaden.
	Beroende på vilken typ av förändringar som avses så inverkar det på det ekonomiska resultatet. Det handlar exempelvis om mer eller mindre variabel elproduktion, mer eller mindre styrbar effekt eller kanske årliga variationer i väder, vilket via elpriset inverkar på hur anläggningarna körs i fjärrvärmesystemen, på produktionskostnaden för fjärrvärme och slutligen på ekonomin. 
	Ju mer ett fjärrvärmesystem är sammankopplat med elmarknaden, till exempel om kraftvärme är ett dominerande inslag, desto mer påverkas det av elsystemet. 

