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1 Analysis of an improved utilization of the
Swedish transmission grid

This analysis has been undertaken under the multidisciplinary research project North
European Energy Perspective Project (NEPP), which examines the development of
Sweden's energy system in a Nordic and European context.

Inspired by Norway’s MaksGrid project!, the analysis investigates the potential benefits
of increasing Sweden’s internal transmission capacity through automatic system
controls, dynamic transmission limits, and risk-based operation & planning etc. The

key question investigated is:

*  How would an improved grid utilization - leading to 25% increase in internal
transmission capacities in Sweden by 2035 - impact capacity investments, electricity
production, trade, electricity price levels, system costs, CO:z emissions, and flexibility
needs?

The 25 % increase corresponds 0.8-2.0 GW additional transmission capacity between
SE1-SE2, SE2-SE3, and SE3-SE4, depending on the connection. The study employs a 2x2
scenario matrix that varies two key parameters: the level of cross-border transmission

expansion and the degree of internal transmission capacity (see Figure 1).

Swedish
internal
transmission
capacity in
2035

LowCrossBorder Reference
*  Transmission capacities between Sweden *  Model generated transmission
and other countries in 2035 restricted to expansions allowed between Sweden and
the planned level in 2030. other countries.
* Internal Swedish transmission capacities * Internal Swedish transmission capacities
according to what is existing/planned. according to what is existing/planned.

'
L

Swedish cross-border transmission
expansion towards 2035

Figure 1. Scenario setup.

The effect of a higher internal transmission capacity in Sweden is analysed for the two
different reference situations with low or high Swedish cross-border transmission

expansion towards 2035 (vertical comparison in the matrix). As a first step, the effect of

1 https://www.dnv.com/news/maksgrid-project-aims-to-increase-utilization-of-norwegian-power-grid-
by-25/.
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a more constrained cross-border transmission expansion is investigated by comparing

scenarios horizontally in the matrix.

The scenarios are created as variations of the LowDemand scenario, developed
previously in the NEPP project.

The energy systems model, Balmorel, is applied, which is a fundamental partial-
equilibrium model finding least-cost solutions based on assumptions such as the
development of demand, fuel prices, technology costs and characteristics, renewable
resources, and other essential parameters. The model minimizes total costs of the
European energy system and optimizes both capacity investments and the operation of

the power system over the year.

1.1 REFERENCE SITUATION — INFLUENCE OF CROSS-BORDER EXPANSION

The LowCrossBorder scenario for 2035 is based on the current structure of the
transmission network, including anticipated or planned reinforcements on selected
interconnectors.. When allowing model generated cross-border transmission
expansions, the connections to Finland, Denmark, and Germany are increased
considerably and connections are established to Estonia and Latvia (Reference
scenario), in particular as a means to integrating renewable energy technologies in
Nordicc and Baltic Sea Region. In total, the cross-border transmission capacity is
doubled from around 12 GW to 25 GW2.

In the Reference scenario, Sweden is a net exporter of electricity in 2035, mainly to
Finland, Denmark, and Norway (see Figure 2). The net export is however significantly
lower, when assuming no further cross-border development than what is already
existing/planned towards 2030 (around 20 TWh in the LowCrossBorder scenario vs. 28
TWh in the Reference scenario). The net export is particularly reduced to Finland and

Denmark, when constraining the cross-border expansions.

The Swedish onshore wind power potentials are fully utilized in the Reference
scenario, while the model points to an unutilized onshore wind power potential
(around 1 GW in SE2) in the situation with limited cross-border transmission
expansion. The following sections summarize the effects of an increased internal

transmission capacity in Sweden.

1.2 EFFECTS ON POWER CAPACITIES, GENERATION AND CO, EMISSIONS

In the Reference scenario, 25 % higher internal transmission capacity does not lead to
further domestic onshore wind power investments, since the potential is already fully

utilized. Only moderately higher offshore wind investments are observed (0.3 GW).

2 *Expresses the transmission capacity to/from Sweden. The transmission capacity is approximately the same level
in each way.



In the LowCrossBorder scenario, the higher internal transmission capacity results in 1.0
GW higher onshore wind build-out, corresponding to full utilization of the remaining
potential. The additional wind power build-out is in the same order of magnitude as
the nominal increase in internal transmission capacity (0.8-2.0 GW). Swedish wind
power generation is increased by 1.2 in Reference situation and 3.5 TWh in the
LowCrossBorder scenario because of the higher internal transmission capacity. In both
situations, Swedish gas turbine investments are modestly reduced (0.1-0.2 GW),
corresponding to a 6-8 % reduction, due to higher wind power generation and more

efficient utilization of peak resources across regions.

The need for gas-fired power generation in Europe is reduced by 0.4-0.8 TWh as result
of increased RES build-out, reduced bottlenecks, and higher geographical smoothening
of the RES generation. Gas-fired power generation is particularly reduced in countries
to which Swedish export is increased. Consequently, European CO: emissions in 2035
are reduced by 0.1-0.3 Mt corresponding to a 0.1-0.2 % reduction. The need for gas-fired
capacity in Europe is reduced (0.7-1.6 GW lower) since reduced bottlenecks in the
Swedish internal grid means that peak power resource across countries can be
utilized/shared more efficiently; and since the increased wind power generation and

more geographical smoothened RES generation reduces the need for peak power

capacity.

A higher internal transmission capacity in Sweden only modestly impacts other
domestic flexibility investments. As mentioned, the need for gas turbine investments
for power balancing is slightly reduced, whereas electrolysis investments are increased
marginally by 2-3 % to enable a more flexible hydrogen production

13 EFFECTS ON ELECTRICITY TRADE

Sweden is a net exporter in 2035 in all four scenarios. The 25 % higher internal
transmission capacity in Sweden increases the net export in both reference situations:
* by 0.7 TWh in the situation with high cross-border transmission development

(Reference scenario) and

* by 3.0 TWh in under the constrained cross-border transmission development
(LowCrossBorder scenario). The net export increase is higher in this case,

because the additional wind power build-out is also higher.

In the Reference scenario, increasing the internal transmission capacity by 25%, leads to
higher Swedish electricity exports to the high-power price regions, Germany and
Denmark, while exports to the low-price regions, Finland and Norway, are reduced.
This reflects that reduction of internal bottlenecks in the Swedish transmission grid can
enable a more cost-efficient electricity trade with other countries. In the reference with
low Swedish cross-border development, Swedish electricity export to particularly

Norway, Denmark, and Germany is increased.
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Figure 2. Sweden’s net electricity export in 2035 in the scenarios analyzed.

14 EFFECTS ON ELECTRICITY PRICES

25 % higher internal transmission capacity in Sweden in 2035 leads to slightly more
balanced electricity prices levels across Swedish power regions: small price increases
(0.0-0.5 €/ MWh) in the low-price regions (SE1, SE2) and small price reductions (0.4-1.6
€/MWHh) in the high-price regions (SE3, SE4). Overall, the national electricity price level
is reduced by 0.19-0.86 €/ MWh (demand weighted average). This corresponds to a
socio-economic benefit for the consumers of around 40-160 M€/year.

1.5 EFFECTS ON SYSTEM COSTS

The analysis suggest that 25 % higher internal transmission capacity can reduce
Sweden’s socio-economic system costs by around 150-200 Mé€/year in 2035. This is
without considering costs for enabling the capacity increase. A significant part of the
benefit goes to Swedish electricity consumers (40-160 M€/year).

The system benefit corresponds to around 38-50 M€/year per GW added internal
transmission capacity (per capacity allowing the given transmission both ways) and is
mainly comprised by an increased revenue from electricity trade with other countries,

which greatly outweighs the cost for the increased domestic wind power expansion.
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Figure 3. Change in system costs when increasing internal transmission capacity in Sweden by 25 %.
HighintTrans scenario compared to Reference scenario and HighintTrans_LowCrossBorder scenario compared
to LowCrossBorder scenario

1.6 CONCLUSION AND DISCUSSION

The estimated system benefit of 38-50 M€ per GW per year is of the same order of
magnitude as the annualized cost of a physical transmission capacity expansion.
Enhancing transmission capacity through improved system operation —such as
dynamic line ratings or advanced control strategies —is likely to be less costly than
investing in new physical infrastructure. These results therefore indicate a net overall
benefit from increasing the utilization of the Swedish transmission grid.

It should be noted that not all aspects are considered in the analysis. For instance, the
applied energy model covers the spot market, while markets for ancillary services are
not represented except for markets for reserve capacity. As such, potential benefits
from more cost-efficient procurement of ancillary services in connection with the grid
enhancements, are not considered in the analysis. Moreover, the analysis is made for a
typical climate year, while the benefits of a more interconnected Swedish transmission
grid can be larger under more challenging climate conditions (e.g. for dry, cold, and/or
low wind years). Given these considerations, the socio-economic benefits are likely
higher than estimated in this study.

Overall, the study indicates that an improved utilization of the Swedish transmission
grid can be socio-economically beneficial and facilitate increased wind power build-
out, higher net export, and modestly lower electricity price level in Sweden. On a
European level, the improved Swedish grid utilization can reduce the need for gas-

fired power capacity and generation and bring modest CO: reductions.

It is worth mentioning that results of energy system analyses are generally affected
by uncertainties on the input data. For instance, the assumptions regarding
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1 Key messages

The analyses presented in this summary report were conducted by Ea
Energy Analyses for Energiforsk as part of the North European Energy
Perspective Project (NEPP). Within the NEPP "2035 Project," LowDemand
and HighDemand scenarios investigate how Sweden can address the
anticipated increase in electricity demand to support society's green
transition and facilitate major industrial initiatives, particularly the
production of green steel.

Building on the LowDemand and HighDemand scenarios additional

analyses and simulations have been prepared to shed light on the

following topics and questions:

e  Security of supply under challenging operation conditions:
How does the Swedish electricity system perform in 2035 under
challenging operation conditions such as long-term unfavourable
weather or outages of major generation units and transmission lines?

e System costs and need for flexibility investments: How do
system costs develop, how significant are the investments in flexibility
measures and what benefits accrue from these investments?

e Consequences of delayed onshore buildout: What are the effects
of a slower than expected build-out with onshore wind power in
Southern Sweden?

¢ Dependency on neighboring countries: To what degree does the
security of supply in Sweden depend on access to thermal generation
capacity in continental Europe, notably Germany?

e Power transmission expansions: What is the need for expanding
Sweden’s interconnections and internal transmission grid towards
2035?

The energy systems model, Balmorel, is applied, which is a fundamental
partial-equilibrium model finding least-cost solutions based on
assumptions such as the development of demand, fuel prices, technology
costs and characteristics, renewable resources, and other essential
parameters. The model minimizes total costs of the European energy
system and optimizes both capacity investments and the operation of the

power system over the year.



The methodology and key findings for each of the different focus areas

are summarized in the following.

1.1 SECURITY OF SUPPLY UNDER CHALLENGING OPERATION
CONDITIONS

This analysis investigates the effects of challenging climate conditions and
outages on power system operation in the year 2035. The study
emphasizes Sweden but also includes broader European impacts. The
focus is on how low wind, low temperatures, dry conditions, and
infrastructure outages affect electricity generation, consumption, and
system flexibility under two demand scenarios: low and high electricity
demand in Sweden. Two historical climate years were selected for
analysis: 2010, representing a year with very low wind conditions across
Northern Europe. 1996, representing a dry year with low hydro
availability, especially in Sweden.

Both years are also characterized by below-normal temperatures,

increasing heating demand.

Six scenarios are analyzed (see Table 1).



Table 1. Scenarios set up for the analysis of power sufficiency under challenging

operation conditions.

Scenario Demand  Climate Climate conditions Outages
year
VLowWind_LD Low 2010 Very low wind (SE: -17-18%*, EU: -
-3-11%*)
Low temperature (heat demand in
SE: +13%, EU: +8%)
DryLowWind_LD Low 1996 Dry year (hydro generation in SE: -
21%, EU: -8%)
Low wind (SE: -11-18%***, EU: -2-
5%**++)
Low temperature (heat demand in
SE: +9%, EU: +10%)
DryLowWindOutages_LD Low 1996 2 GW nuclear power
outage in SE and
SE-GE transmission
line outages
VLowWind_HD High 2010 (practically same as the above) -
DryLowWind_HD High 1996 (practically same as the above) -
DryLowWindOutages_HD High 1996 (same as the above)

*-18 % for onshore wind, -17 % for offshore wind. **-3 % for onshore wind, -11 % for

offshore wind.

***_18 % for onshore wind, -11 % for offshore wind. ****-2 % for onshore wind, -5 % for

offshore wind.

All percentages are given relative to the year 2014, which is the more conventional

climate year applied in the reference (the numbers refer to the low demand simulations,

the numbers are practically the same for the high demand cases).

SE: Sweden, GE: Germany, EU: the modelled European energy system.

For the European system, the climate year 2010 has the largest negative

impact on the RES generation, while for Sweden, the climate year 1996

has the largest negative impact.

European-Level Impacts

The reductions in wind, solar, and hydro output lead to lower electricity

consumption for power-to-X processes and district heating, as less

surplus renewable electricity is available to power these applications.

Renewable-based hydrogen production in Europe becomes less

competitive during these periods due to higher electricity costs, resulting

in increased hydrogen imports. District heating systems exhibit

flexibility by switching from electricity-consuming technologies —such

as heat pumps and electric boilers —to conventional fuel-based boilers



or combined heat and power (CHP) units. This shift reduces the need for

electricity in the heating sector during periods of system stress.

At the same time, low temperatures increase the demand for heating,
leading to a general rise in electricity consumption for heat production —
particularly in areas that still rely on electricity for heating. The net result
is a slight overall increase in total electricity demand, though the
composition of that demand shifts away from flexible, price-responsive

sectors like power-to-X and toward more temperature-driven needs.

To balance the system under these conditions, the model shows a
significant increase in natural gas-fired generation. Gas turbines
compensate for reduced renewable output and for outages in nuclear
capacity, increasing their average annual full-load hours from about 1100
to 1500-1700—a rise of 35-55%. This highlights the growing role of

natural gas turbines in system flexibility.

In 2035, the modelled CO: emissions from the European power system are
at a low level due to the large share of non-fossil technologies in the
power mix (above 90 %). The remaining CO: emissions (139-141 Mt in
base scenarios) are thus predominantly comprised by natural gas fired
units for power balancing. Therefore, European CO: emissions are
increased proportionally to the increased natural gas-based generation
(i.e. 35-55 %), when facing the challenging conditions. For Sweden, the
expected use of natural gas in the domestic power mix in 2035 is expected
to be particularly low and the CO: emissions thus also very low (1.1-1.3
Mt in base scenarios). Under the challenging operation conditions, the
Swedish CO: emissions are increased by 0.4-2.6 Mt as a result of the
higher gas fired generation. The CO2 levels may be lower, as the analysis

has not considered the possible addition of biomethane to the grid.

Sweden-Specific Impacts

In Sweden, the low domestic wind and hydro power generation under
the poor weather conditions is mainly compensated for by increasing the
electricity import, mainly from Germany and UK via Denmark

(secondarily from the Baltic countries and Poland). This is enabled by



higher availability of dispatchable gas generation from Germany and
Britain and somewhat stronger wind output in Germany, while wind
output in Sweden and Norway is lower in the analyzed climate year.
These dynamics highlight how Europe’s interconnected system enhances
flexibility, allowing one region’s deficits to be balanced by surplus
generation elsewhere. Disruptions at Swedish nuclear power plants and
interconnectors result in further import increases. Overall, Sweden
becomes a net importer of electricity in 2035 in most of the challenging
conditions analyzed, as opposed to being a net exporter in the reference
situation (LowDemand scenario).

As in the European case, Swedish district heating systems exhibit
operational flexibility by switching from electricity-based heat supply
(e.g. electric boilers and heat pumps) to conventional fuel-based boilers or
CHP plants, thereby reducing electricity consumption when power is
scarce. On the other hand, imports of hydrogen to Sweden have not been

allowed in the modelling.

In Sweden average whole-sale electricity prices are considerably elevated
in the climate year 2010 with very low wind and low temperatures (21-40
% increase) and in the dry climate year 1996 with also low wind and low
temperatures (18-35% increase). In the case where power outages occur,

electricity prices increase further (22-45% increase).

Under the different challenging operation conditions, up to 300 hours
with very high Swedish power prices (around 160-340 €/ MWh) are
observed over the year, where power scarcity could occur if imports/peak
capacity or flexible demand is not available. In the model, sufficient
reserve capacity is assumed available (in Sweden and other countries),
limiting how much the power price can increase in these challenging
situations. However, if sufficient reserve capacity or price elastic demand
is not available, the high power prices observed could become much
higher and potentially reach the price cap of 3000 €/MWh. This would
imply even higher increases of the average electricity price in the
challenging operation conditions. Importantly, the modelling does not
explicitly account for elastic demand response to very high prices, as
incorporating such elastic behavior would require detailed sectoral data

on price sensitivity, which is uncertain and highly context-dependent



Under conventional climate conditions, a need for 1.9-3.8 GW peak power
capacity in 2035 is identified in Sweden, which is activated up to 340-360
hours over the year. The need for peak power capacity is significantly
increased under the challenging conditions: 2.3-5.3 GW being activated
under poor climate conditions and 6.4-7.7 GW being activated in the
situation with both outages and poor climate conditions. Total generation
from peak plants amounts to about 1 TWh per annum under poor climate
conditions in the LowDemand scenario and about 5 TWh in the
HighDemand scenario. A large portion of the peak capacity has very
limited operation time even in years with poor weather conditions, and
due to its limited or nonexistent operation time in typical weather years,
the analyses indicate that only a modest portion of this capacity would be
invested in under market conditions. The associated cost of providing
peak capacity at this level would amount to around 90-180 M€/year (1.9-
3.8 GW) under conventional conditions, 110-250 M€/year (2.3-5.3 GW)
under challenging climate conditions, and 300-370 M¢€/year (6.4-7.7 GW)

in the situation with outages and poor climate conditions.

The variability of the Swedish electricity prices is significantly increased
under the challenging operation conditions. As such, the standard
deviation? for electricity prices in Sweden’s power region constituting the
largest consumption centre (SE3) is increased from 30-31 €/ MWh (mean of
64-71 €/MWHh) in the conventional climate year to 41-50 €/ MWh (mean of
83-98 €/ MWh) under the challenging operation conditions.

1.2 SYSTEM COSTS AND NEED FOR FLEXIBILITY INVESTMENTS

Model optimized investments and system costs have been analyzed for
the LowDemand and HighDemand scenario versus scenario variants,
where investment in hydrogen storages is not included as an option in
Sweden. Annualized socio-economic system costs for Sweden in 2035 are

estimated in the different scenarios. The system costs comprise

1 Assuming an investment cost of 0.67 M€/MW for peak power plants, based on the
technology catalogue of the Danish Energy Agency, 2025 (https://ens.dk/en/analyses-
and-statistics/technology-catalogues, data for Simple Cycle Gas turbines, Large), a real
rate of 5 % and a lifetime of 25 years.

2 The average distance of each data point from the mean. The standard deviation is
generally considered the most useful and widely used measure of variability, especially
when the data is approximately normally distributed.
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annualized CAPEX for production, transmission and storage capacities,
O&M costs, fuel costs, COz costs, electricity import/export, and congestion

rents.

The most important endogenous flexibility investments in the model
cover power transmission lines, gas turbines, storages, electrolysers, and
electric boilers. Demand side flexibility such as flexibility in the classic
demand, and in the electricity consumption for electric vehicles and
individual heating is also optimized but based on exogenously defined
capacities/demands. Power transmission investments are most significant
followed by electrolysers and gas turbines, and then hydrogen storages,
heat storages, and electric boilers (see Table 2).

Table 2. Annualized costs of optimized flexibility investments in Sweden in 2035
across scenarios

Flexibility measure =~ Annualized investment cost relative to ~ Annualized investment cost

annualized CAPEX for all new units relative to annualized system costs
Power transmission  6.8-13% 1.8-4.0%
Electrolysers 4.0-14% 1.1-4.4%
Gas turbines 2.7-9.0% 0.8-2.4%
Hydrogen storages 0.8-2.1% 0.3-0.6%
Heat storages 0.7-1.1% 0.2-0.3%
Electric boilers 0.1-0.3% 0.02-0.1%

The hydrogen storage investments in Sweden in 2035 (around 280-990
GWh) facilitate investments in a larger electrolysis capacity (2.9 GWe vs
2.1 GWe and 11.1 GWe vs 7.3 GWe in the LowDemand and HighDemand
case, respectively), which is then being operated more flexibly. This
represents a large flexible electricity demand. One of the system benefits
of this is lowered peak power demands. Moreover, the modelling results
indicate that hydrogen storages can reduce Sweden’s electricity import by
around 0.6-1.3 TWh and facilitate greater revenue from electricity
exchange. Finally, the absence of hydrogen storages in Sweden would
increase the average electricity price in SE1-SE3 by 0.8-6.6 €/ MWh (2-
12%).

The incremental investments in hydrogen storages and electrolysers in
Sweden in 2035 amount to around 84-347 M€/year, and this brings
substantial net system benefit of around 106-587 Mé€/year (corresponding



to a net reduction of 1-4 %; also accounting for the hydrogen
investments). A sensitivity analysis shows a net system benefit of 64-413
Mé€/year, even with a 50% increase in investment costs for hydrogen
storage and electrolysers. The modelling analysis thus suggests that
hydrogen storages are economically beneficial, with system-wide savings

outweighing the initial investment.

13 CONSEQUENCES OF DELAYED ONSHORE BUILDOUT

The consequences of a delayed onshore wind build-out in Sweden have
been analyzed by setting up scenarios, where the build-out in 2035
corresponds to the estimated build-out potential in 2030. This
corresponds to a 4.0 GW reduction in the Swedish onshore wind capacity
in 2035 (15 TWh lower wind power generation). Two different scenario
variants have been analyzed (for each of the two demand scenarios):
¢ OnshoreDelay_Balanced: Power system investments in Europe
can be balanced in response to the delayed Swedish onshore
wind build-out.
e OnshoreDelay_Isolated: All other capacities in Europe are
assumed unchanged in connection with the delayed Swedish
onshore wind build-out. This scenario represents the short-term

consequences of an unexpected delay in onshore build-out.

The OnshoreDelay_Balanced scenarios show that investments in
predominantly offshore wind (2.3-2.2 GW) and solar PV (1.9-3.3 GW) take
place to compensate for the delayed onshore wind build out in Sweden?.
The increase offshore wind investments mainly happen in Denmark and
Germany, and for the LowDemand case also in Sweden, while the
increased solar PV investments mainly occur in France, the Netherlands,
and for the HighDemand case also in Sweden*. Overall, the delayed
Swedish onshore wind build-out reduces the domestic RES capacity by
3.3 GW and 1.2 GW in the LowDemand and HighDemand scenario,
respectively. In this scenario the total RES generation in Europe is only

moderately reduced.

3 In addition, minor investments in onshore wind in other countries (0.1-0.2 GW) and
up to 0.6 GW investments in gasturbines.

4 Moderately increased offshore wind and solar PV investments also occur in several
other countries.



The OnshoreDelay_Isolated scenarios assume that all other capacities in
Europe are unchanged, and as expected, the total RES generation reduced
considerably. To compensate for this, gasfired generation is increased
significantly (3-4 TWh), mainly in Germany, UK, and Poland. In the low
demand development, a delayed Swedish onshore buildout will reduce
Sweden’s electricity net export by around 11-14 TWh and in a high
demand development it increases the net electricity import by around 13-
14 TWh.

The delayed buildout with onshore wind leads to increased electricity
price levels in 2035 in all the Swedish power regions, approximately 3-6
€/MWHh (4-10 % increase), when assuming no compensating capacity
investments in the rest of Europe; and around 1-3 €/ MWh (1-4 %
increase), when assuming compensating investments in response to the
delayed buildout. The variability of the Swedish electricity price is
modestly reduced by the delayed buildout: the standard deviation is
reduced by 0.1-1.4 €/ MWh (0-5 %).

14 DEPENDENCY ON NEIGHBORING COUNTRIES

In this part of the project, it is analyzed how it affects the Swedish power
system and power prices if the German gas fired capacity in 2035 is 20
GW lower (52 GW instead of the 72 GW identified in the investment
optimization). The capacity reduction is modelled as an isolated change,
i.e. without potential compensating investments in the rest of the system.
The effect of the German capacity reduction is investigated for the
LowDemand scenario and the variation of the LowDemand case with

very low wind and low temperature (climate year 2010).

The analysed capacity change in Germany reduces gas fired power
generation in Germany by around 22-31 TWh (depending on scenario).
The main impact on power generation in Europe is an increase in gas
fired generation in other countries, mainly UK, Italy, and the
Netherlands, but also in e.g. Poland, France, and Spain. Additionally,
modest increases in biomass/biogas-based power generation are observed
in several countries and in the very low wind and low temperature

situation, coal-based generation in Poland is also moderately increased.



The modelling results suggest that in the conventional climate year; the
German capacity reduction does not imply further need for peak power
capacity in Sweden in 2035; however, the peak power plants are activated
more frequently (450 hours versus 340 hours in the base case).
Nevertheless, in the situation with very low wind and low temperature,
the lower German gas power capacity results in a significantly increased
need for Swedish peak power capacity, i.e. 5.8 GW versus 2.3 GW in the
base case (in both situations being activated partly/fully up to 1900-2000

hours over the year).

The reduction in German gas fired capacity leads to moderately increased
average electricity prices in Sweden, 1-3 €/ MWh higher (1-4 % increase),
depending on scenario and power region. As mentioned, this price
increase could become higher if sufficient reserve capacity or flexible

demand is not available to avoid power shortages.

1.5 POWER TRANSMISSION EXPANSIONS

The need for expansions of Sweden’s power transmission capacities
towards 2035, both interconnections and internal grids, is investigated in
the scenarios where power system investments are optimized. This covers
the LowDemand and HighDemand and the scenario variants without
hydrogen storage investments with the delayed Swedish onshore
buildout.

Across all scenarios, the modelling results suggest that it would be
beneficial to expand the interconnections between SE3 and Denmark,
Finland, and the Baltic countries. The optimization thus points to the
following transmission investments towards 2035° SE3-DK1 (1.5 GW),
SE3-FI (1.5 GW), SE3-EE (1.1-1.4 GW) and SE3-LV (0.4-0.5 GW). The
modelling also suggests expanding the interconnections from SE1 and
SE1 for some of the scenarios: SE1-FI (0-1.5 GW) and SE2-FI (0-1.4 GW),
where the largest need is observed in the low demand scenarios. In
addition, transmission investments to offshore hubs are observed, e.g. to
from SE4 to Kriegers Flak (0.6-2.2 GW), which can be utilized for power

5 In addition to the existing and planned transmission capacities according to TYNDP.



exchange with Germany and Denmark, as they are connected to the same

hub in the scenarios.

When it comes to internal transmission grid expansions in Sweden, the
optimization generally suggests stronger connections between SE3 and
SE4 (0.9-1.5 GW) and for the low demand scenarios also between SE3 and
SE2 (1.1-1.5 GW).
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Peak Power Operation
in 2035 scenarios



Peak power resource need (SE)

* The need for peak power resources is significantly increased under the challenging conditions.

* Peak power resources are assumed provided by peak power plants but could also be demand-shut-downs.

» Peak power plants are here defined as oil/gas-based generators. In the challenging conditions these units are used in a significant
number of hours for ensuring sufficient capacity in low-RES periods.

Peak power Investment costs for
capacity need peak power plants Activation time
LowDemand 1.9 90 336
LowDem_VLowWind_LowTemp 2.3 107 1914
LowDem_Dry_LowWind_LowTemp 3.8 181 1628
LowDem_Outages_Dry_LowWind LowTemp 6.4 301 1805
HighDemand 3.8 179 357
HighDem_VLowWind_LowTemp 4.7 222 2351
HighDem_ Dry LowWind_ LowTemp 5.3 250 1940
HighDem_ Outages Dry LowWind LowTemp 7.7 365 2489

*Assuming an investment cost of 0.67 M€/MW for peak power plants, based on the technology catalogue of the Danish Energy Agenq¥, 2025
(https://ens.dk/en/analyses-and-statistics/technology-catalogues, data for Simple Cycle Gas turbines, Large), a real rate of 5% and a lifetime of 25 years.

Energiforsk @

**Hours where all or part of the peak capacity is active.



Peak power resource requirement (SE)

LowDemand KON IR o ) D:oivll?:\:/m\al\r;i(rj\d HighDemand A AT a4 (ST Dlr-hg+h3:\:1n\7\;‘i:d
Low Wind Dry + Low Wind y & Low Wind Dry + Low Wind v
+ Outages + Outages
SE1 0.09 0.49 0.25 0.46

SE2
SE3 0.36 193 4.46 248 297 3.56 5.98
SE4 2.03 2.03 2.03 2.03 2.03 2.03 2,03 2.03

* Peak power capacities are primarily needed in SE3 and SEA4.

* In the high demand scenario, where industrial load in Northern Sweden increase
markedly, we also see a capacity requirement in in SE1.

[©] Energiforsk @



Peak power resource operation (SE) — Low Demand

Scenarios

Duration curves for Peak power plants
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Peak power resource operation (SE) — High Demand

Scenarios

Duration curves for Peak power plants
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Peak power resource operation (SE)

Peak Capacity LowDemand Low Demand LowDeman_d : HighDemand High Demand nghDeman.d
. . LowDemand . . Dry + Low Wind HighDemand . . Dry + Low Wind
Operating Time Low Wind Dry + Low Wind Low Wind Dry + Low Wind
+ Outages + Outages

0-250MW 336 1914 1628 1805 357 2351 1940 2489
250-500MW 181 1582 1263 1314 237 2134 1781 2229
500- 750 MW 15 361 236 354 179 1920 1548 1982
750 - 1000 MW 15 344 222 330 171 1916 1434 1972
1000 - 1250 MW 15 328 217 304 152 1884 1378 1972
1250 - 1500 MW 15 326 217 287 142 1882 1329 1927
1500 - 1750 MW 15 309 188 285 142 1832 1209 1851
1750 - 2000 MW 15 277 186 276 125 1751 1147 1769
2000 - 2250 MW 0 4 14 44 125 1673 1113 1522
2250 - 2500 MW 0 4 14 39 123 1611 1081 1355
2500 - 2750 MW 0 0 14 32 107 1446 996 1189
2750 - 3000 MW 0 0 14 31 15 357 202 364
3000 - 3250 MW 0 0 13 30 15 355 191 325
3250 - 3500 MW 0 0 13 27 15 324 180 300
3500 - 3750 MW 0 0 13 14 15 324 179 290
3750 - 4000 MW 0 0 13 14 15 304 178 273
4000 - 4250 MW 0 0 0 14 0 287 178 225
4250 - 4500 MW 0 0 0 14 0 4 14 43
4500 - 4750 MW 0 0 0 14 0 4 14 39
4750 - 5000 MW 0 0 0 14 0 0 14 39
5000 - 5250 MW 0 0 0 14 0 0 14 38
5250 - 5500 MW 0 0 0 13 0 0 14 38
5500 - 5750 MW 0 0 0 13 0 0 0 25
5750 - 6000 MW 0 0 0 13 0 0 0 14
6000 - 6250 MW 0 0 0 13 0 0 0 14
6250 - 6500 MW 0 0 0 13 0 0 0 14
6500 - 6750 MW 0 0 0 0 0 0 0 14
6750 - 7000 MW 0 0 0 0 0 0 0 14
7000 - 7250 MW 0 0 0 0 0 0 0 14
7250 - 7500 MW 0 0 0 0 0 0 0 14
7500 - 7750 MW 0 0 0 0 0 0 0 14
7750 - 8000 MW 0 0 0 0 0 0 0 0

M
)
)
3
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=
O
ﬂ
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Peak power resource operation in average year (SE)

Based on the following probability

Operating Time

estimates and the data in the previous Peak Capacity :

. . . . in Average Expected
slide, we derive the operating time of Bands fear &
peak resources in an average expected

0-250MW 501
years
250- 500 MW 337
500- 750 MW 135
. Scemarios  Probability R =
1000 - 1250 MW 123
LowDemand 63.0% 1250 - 1500 MW 119
lavdbe s 1500 - 1750 MW 115
(o)
Low Wind 2.5% 1750 - 2000 MW 107
2000 - 2250 MW 79
Low Demand 25% 2250 - 2500 MW 75
Dry + Low Wind 2500 - 2750 MW 67
LowDemand 2750 - 3000 MW 15
Dry + Low Wind 2.0% 3000 - 3250 MW 4
HighDemand 27.0% P =
HighDemand 0 4000 - 4250 MW 8
. 1.0%
Low Wind 4250 - 4500 MW 1
High Demand 4500 - 4750 MW 1
0,

Dry + Low Wind 1.0% 4750 - 5000 MW 1
i 5000 - 5250 MW 1
HighDemand 5250 - 5500 MW 1
Dry + Low Wind 1.0% 5500 - 5750 MW 1
+ Qutages 5750 - 6000 MW 1
6000 - 6250 MW 1
6250 - 6500 MW 1
6500 - 6750 MW 1
6750 - 7000 MW 1
7000 - 7250 MW 1
7250 - 7500 MW 1

7500 - 7750 MW 1 E . _F k

7750 - 8000 MW 0 nergl ors




Risk and WACC in Peak Power Investments

 Nature of the Risk

* Peak power plants that operate in energy-only markets earn revenues mainly during scarcity hours when
electricity prices spike. These hours are infrequent and highly uncertain, depending on weather, demand
volatility, renewable output, and market design.

* Because income is concentrated in rare, unpredictable events, revenue streams are volatile, lumpy, and
policy-sensitive. Small changes in market rules—such as price caps or reserve mechanisms—can
drastically alter profitability.

» Effect on WACC (Weighted Average Cost of Capital)
Due to these risks, investors demand higher returns to compensate for uncertainty:

* Equity investors expect higher Internal Rates of Return (IRRs), typically 20—30% levered for merchant
projects.

* Lenders offer less debt or shorter tenors, pushing up the cost of capital mix.

 The WACC increases compared to baseload or contracted assets (which might sit near
6—8%), potentially rising up to 20% for fully merchant peakers.
Energiforsk @



Peak power- Breakeven
Analysis

Electricity price during scarcity events

Peak power plants—typically oil or gas-fired units—earn revenue only when
electricity prices are high. To recover their investment, they must operate
enough hours at sufficiently high prices to cover both fixed and variable costs.
The mini-analysis considers three illustrative price levels that represent
different scarcity situations in the power market:

1. Demand Response (1,000 €/MWh):
Assumes that flexible consumers start to reduce demand.

2. Price Ceiling (4,000 €/MWHh):
Represents the current regulatory cap on market prices in the energy-only
market. This is the highest price generators can receive before interventions or
market limits apply.

3. Involuntary Load Shedding — Value of Lost Load (10,000 €/ MWh):
Corresponds to extreme scarcity, when demand cannot be met and electricity
supply to consumers is curtailed. The price level reflects the economic value of
avoided outages, i.e., the “value of lost load.”

Impact of Financing Costs (WACC):

A higher WACC reflects increased investor risk or uncertainty. As financing costs
rise, plants must run for more hours per year to remain economically viable.
For instance, at a 5% WACC and €4,000/MWh price, breakeven may occur at
roughly 13 hours/year, whereas at 20% WACC, the same plant would need
about 37 hours/year of operation.

Market Implication:

While adding peak capacity may be socially beneficial for system reliability, it
may not be financially attractive for private investors without additional
revenue mechanisms or market reforms.

The table illustrates how the required operating hours of
peak power plants depend on the cost of capital (WACC)
and the electricity price during scarcity events.

Power price when peak resource is operating

Required
utilization
(hours/year)

Price Ceiling |Involuntary Load
Shedding -
Value of lost
load

(1000 €/MWh) | (4 000 €/MWh) |(10 000 €/ MWHh)

Demand
Response

5% 68 13 5
10% 105 20 8
15% 148 28 11
20% 193 37 14

*Assuming an investment cost of 0.67 ME/MW for peak power plants, based on the technology
catalogue of the Danish Energy Agency, 2025 (https://ens.dk/en/analyses-and-statistics/technology-
cz]acti_l)ogues, data for Simple Cycle Gas turbines, Large), an operation cost of 300 €/MWh and a lifetime
of 25 years.

The analysis does not include fixed operation and maintenance (O&M) costs, which would add to the
annual cost base of the units (roughly +15%-30% per annum) and therefore increase the required
operating hours for economic viability. Similarl\{, potential additional revenues outside the energy only
market — such as payments for providing ancillary services — are not considered. These simplifications
mean that the calculated breakeven operating hours should be interpreted as indicative.



Peak power resource operation (SE)

. Operating Time . L. .. . .
Peak Capacity in Average Expected : * Maintaining sufficient peak capacity is
Bands Year WACC - Required Demand Resbonse . . ope .
utilization PRy crucial from a system reliability and socio-

0-250MW 501
250- 500MW = (hours/year) economic perspective
500- 750 MW 135
i 20% 193 .y . .
— — * Under market conditions where investors
1250- 1500 MW 119 face high financing costs (WACC = 20%),
L = — only the first few hundred megawatts of
TR E i capacity would achieve sufficient
- G 1 MW .
2500 - 2750 MW 67 (hours/year) ( (A operating hours to cover costs.
2750 - 3000 MW 15
3000 - 3250 MW 14 - = * Beyond this range, the expected utilization
3250 - 3500 MW 13
3500 - 3750 MW 13 WACC - Required falls below the breakeven tthShOld,
3750 - 4000 MW . utilzation | 00O W meaning these units would not be
4000 - 4250 MW e — (hours/year) ( ) . . ..
4250 - 4500 MW 1 profltable without additional revenue
4500 - 4750 MW 1 5% 5 h . | .
E— ; 6 mechanisms or policy support.
5000 - 5250 MW 1
5250- 5500 MW 1 * From a socio-economic perspective about
5500 - 5750 MW 1
e 1 2500 MW or perhaps more may prove
6000 6250 MW 4 beneficial.
6250 - 6500 MW 1
6500 - 6750 MW 1
6750 - 7000 MW 1
7000 - 7250 MW 1
7250 - 7500 MW 1
7500 - 7750 MW 1
7750-5000 : Energiforsk @
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Effects of challenging climate conditions & outages
on power system operation - Sweden

H LowDemand scenarios
LowDemand scenarios Sweden, 2035 - differences vs. regular climate year
* To offset the decrease in power <0
generation from wind and hydro O Electricity import
sources due to difficult climate 40 Solar
cpnqlljuons, electricity imports rise . N Ofehoe i
significantly. |
43 Onshore wind
. 20
e The primary source of these 29 = Hydro
. . - 20
imports is Germany. S 10 e

e Additionally, Lithuania,
Estonia, Latvia, and Poland
contribute as secondary
sources.

Hydrogen
W Bioenergy &waste
B Nuclear

Gas

e Disruptions at nuclear power plants
and interconnectors result in a
further increase in imports.
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Net electricity exchange between Sweden and
connected countries

* Under challenging climate years, Sweden net exchange 2035
Sweden becomes a net importer of o
electricity in most scenarios, while

being a net exporter in a conventional
climate year {under LowDemand).

* The shortfall in Swedish generation is
largely covered by increased imports

Er%n Germany and Great Britain (via

* This is enabled by higher availability of
dispatchable gas generation from
Germany and Britain and stronger wind
output in Germany, while wind output
in Sweden and Norway declines.

TwWh

* As a result, Germany shifts from being
a net importer to a net exporter.

* These dynamics highlight how Europe’s
interconnected system enhances
flexibility, allowing one region’s deficits 80
to be balanced by surplus generation
elsewhere.

’ Energiforsk @

®Germany ®Finland ™ Denmark ™ Norway ®Estonia ™ Lithuania ®latvia ®Poland ¢ NetFlow



Sweden Export Situation

14

Net Export 6828 4918 4003 2740
Net Import 1909 3819 4734 5997
Net Export 2480 1074

Net Import 6257 7663 7803 8261
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Congestion rent of interconnection (LowDemand)

Interconnectors

SE1- NO4 (0.6 GW)

SE1-FI (2.5 GW) 39 18 12 1o
SE2 - NO4 (0.3 GW) 9 6 4 4
SE2-FI (2.5 GW) 17 10 6 3
SE2 - NO3 (1GW) 37 28 22 17
SE3- LV (0.42 GW) 21 40 27 35
SE3 - EE (1.14 GW) 28 46 32 41
SE3 - FI (2.05 GW) 33 13 13 13
SE3 - NO1 (2.1 GW) 78 56 56 41
SE3 - DK1 (2.25 GW) 139 149 142 173
SE4 - DK2 (1.7 GW) 6 4 2 4
SE4 - LT (0.7 GW) 36 46 28 34
SE4 - PL (0.6 GW) 37 39 29 42
SE4 - DE (1.3 GW) 54 69 62 0
Total 546 534 444 425

* Bottleneck revenues on the interconnectors are used as an indicator of their value to the energy system.

* Instrained weather years Nordic—Nordic congestion generally decline, mostly likely because North-South flows are relieved, while Baltic and Continental Europe links

generally become relatively more valuable - except where outages limit transfer capacity.

15
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Congestion rent of interconnection (LowDemand)

Internal connections

SE1- SE2 (3.3 GW)
SE2 - SE3 (9.5 GW) 149
SE3 - SE4 (7.54 GW) 262 297 274 270

* Interpretation: Lower wind reduces southbound bottlenecks from SE2 to SE3

Offshore hubs connections

SE4 - Baltica (0.01 GW)
SE4 - DK_KF (0.58 GW)

SE4 - DE_KF (1.69 GW) 26 50 37 70
SE4 - BalEast (1.88 GW) 40 89 77 134
SE3 - FinnG (0.22 GW) 3 1 1 1
SE3 - GulfB (1.26 GW) 23 8 8 11
FinnG - GulfB (0.17 GW) 0 0 0 0
GulfB - FI (1.26 GW) 11 10 7 4
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Congestion rent of interconnection (HighDemand)

Interconnectors

SE1-NO4 (0.6 GW)
SE1-FI (1.35 GW)

SE2 - NO4 (0.3 GW) 8 5 5 6
SE2-FI (1.1 GW) 15 7 8 7
SE2 - NO3 (1GW) 24 18 15 17
SE3 - LV (0.44 GW) 31 63 50 61
SE3 - FI (2.05 GW) 33 9 12 13
SE3 - EE (1.36 GW) 55 91 79 94
SE3-NO1 (2.1 GW) 62 42 36 34
SE3 - DK1 (2.25 GW) 133 193 212 266
SE4 - DK2 (1.7 GW) 2 3 4 22
SE4 - PL (0.6 GW) 36 47 35 52
SE4- LT (0.7 GW) 41 62 47 55
SE4 - DE (1.3 GW) 55 83 74 0
Total 549 665 621 673

Under high-demand 2035 conditions, Sweden’s interconnections generate more congestion rent under stress, driven by

divergent weather sensitivities and transmission bottlenecks in southern and Baltic corridors.

The country’s balanced base case means scarcity in low-wind/dry years quickly translates into price divergence and
increased congestion income, particularly on the links to DK1, DE, and the Baltics.

Conversely, northern links weaken as shared hydro/wind deficits limit regional spreads.

17
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Congestion rent of interconnection (HighDemand)

Internal connections

SE1-SE2 (3.3 GW)
SE2 - SE3 (8 GW)
SE3 - SE4 (8 GW) 261 397 387 375

* Interpretation: SE3 — SE4 becomes more important to secure imports from the Baltics and continental Europe.

Offshore hubs connections

SE4 - Baltica (0.01 GW)
SE4 - DK_KF (1.21 GW)

SE4 - DE_KF (2.63 GW) 39 71 48 102
SE4 - BalEast (2.05 GW) 48 124 103 187
SE3 - FinnG (1.71 GW) 22 8 8 10
SE3 - GulfB (2.86 GW) 64 20 22 25
FinnG - GulfB (0.48 GW) 4 1 1 1
GulfB - FI (2.86 GW) 12 15 7

18 Energiforsk @



Sammanfattning: Behov och belastningi
det framtida svenska elsystemet

Texten analyserar hur placeringen av ny elproduktion och kapaciteten i
transmissionsnatet paverkar flaskhalsar och belastning i det svenska elsystemet.
Studien visar att en strategisk fordelning av ny elproduktion, anpassad efter var ny
efterfradgan uppstar och tillgdnglig transmissionskapacitet, kan begransa
flaskhalsproblematik dven utan ytterligare investeringar an redan planerade
forstarkningar. Dock kan perioder med mycket hog belastning anda uppsta, sarskilt
beroende pa om ny karnkraft byggs eller ej. Utan ny karnkraft 0kar belastningen mellan
norra och sddra Sverige, medan med ny kérnkraft 6kar belastningen kring
Stockholmsomradet.

Placering av ny elproduktion styrs dock av fler faktorer i praktiken, exempelvis lokal
acceptans, vilket kan leda till nya flaskhalsar och behov av ytterligare investeringar.

Ett centralt tema ar spanningshallning och kompensering av reaktiv effekt, som ar
avgorande for ett stabilt elnat. Reaktiv effekt maste regleras lokalt, vilket gors bade
kontinuerligt (med shuntreaktorer och shuntkondensatorer) och snabbt vid fel (av
elproduktionsenheter). Elektrifieringen av industri och transporter forandrar bade var el
produceras och konsumeras, vilket 6kar behovet av reaktiv effektkompensering.
Berakningar visar att behovet av kompensering 6kar med 77-82 % i framtida scenarier
jamfort med historiskt, men kostnaden 6kar endast med 40-44 % eftersom mer av den
billiga kompenseringen (shuntkondensatorer) anvands.

Sammanfattningsvis pekar studien pa 6kat behov av bade teknisk och ekonomisk
planering for att mota framtida krav pa elnatet, sarskilt i takt med elektrifieringen och
forandringar i produktionsmixen.

En elektrifiering av transport och industrisektorn innebar en férandrad placering av bade
efterfragan péa el och elproduktion som tillkommer for att mota denna vilket kan leda till
att nya flaskhalsar i elnatet uppstar samt att behovet av reaktiv effektkompensering for
spanningshallningen | elnatet forandras. Figur 1 visar utnyttjningsgraden av
transmissionsnatet i | tvd mojliga framtidsfall med genomford elektrifiering utan
(“referens” till vanster) och med (“karnkraft” till hoger) ny karnkraft. | bada fallen antas
den befintliga elnatskapaciteten finnas kvar och forstarkas enligt planer fran de
Nordiska TSO:erna fram till 2040. Berakningarna ar gjorda med Chalmers nordiska
modell EHUB med hog geografisk uppldésning (Géransson et al. 2025).

Berdkningarna visar att genom en fordelning av ny elproduktion anpassad till
lokalisering av ny efterfragan pa el samt transmissionsnétets kapacitet sa kan
flaskhalsproblematik begransas trots att inga nya investeringar utover planerade
forstarkningar tillats. Det bor dock poangteras att ven om nyttjandegraden ar pa lag-
och medelhdg niva sa innebar det inte att det inte finns tillfallen med mycket hog
belastning. Storsta skillnaden mellan fallen &r mer belastning pa éverféring mellan
norra och sddra Sverige i fallet utan ny karnkraft medan belastningen pa
transmissionsnatet runt Stockholmsomradet ar storre i fallet med ny karnkraft.



| verkligheten styrs forstas placering av ny elproduktion av en rad ytterligare faktorer,
inte minst begransad acceptans, vilket kan orsaka flaskhalsproblematik och behov av
investeringar i transmissionsnat utdver de redan planerade férstarkningarna.

Referens

0

64

.
62 | &

56

Nyttjandegrad elnat

Figur 1. Nyttjandegrad av transmissionsnatet i referensfallet och karnkraftfallet. Kalla:
Goransson etal. 2025.

Spéanningshallning ar en grundlaggande formaga i ett fungerande elnat och styrs genom
inmatning och uttag av reaktiv effekt. Reaktiv effekt kan inte dverforas Over stora
avstand sa darfor gors spanningsregleringen lokalt dar den behovs. Det behdvs en
ldngsam och kontinuerlig justering av den reaktiva effekten vid stationart tillstand. For
detta ar det lampligt att anvanda s3 kallade shuntreaktorer och shuntkondensatorer.
Spanningsreglering kan ocksa behovas plotsligt vid fel och gors da av
elproduktionsenheter. Saval synkront ansluten elproduktion som omriktaransluten
elproduktion bidrar till den har dynamiska spanningsregleringen och férmagan att bidra
regleras i natkoden for anslutna produktionsenheter.

En orsak till behov av kompensering av reaktiv effekt ar eloverforing over langa strackor. |
och med att lokalisering av bade last och elproduktion dndras i samband med
elektrifieringen av industri- och transportsektorerna sa kommer dven behoven av
kompensering av reaktiv effekt att &ndras.

Figur 2 visar det beraknade behovet av kompensering av reaktiv effekt i stationart
tillstand historiskt (baserat pa last- och produktionsdata fran ar 2022) samt for de tre
basfallen | Chalmers berdakningar (Géransson et al. 2025) aggregerat pa elomardesniva
fran elnatssimuleringsmodellen. “Referens” innebéar att efterfragan mots till lagsta
kostnad medan “Begriansad havsvind” utesluter havsvind | sédra Ostersjon och “Ny
karnkraft” utesluter ny karnkraft samt tvingar in 6 GW ny karnkraft. Som figur 2 visar sa
Okar behovet av reaktiv effektkompensering i basfallen jamfort med det historiska.
Framforallt 6kar behovet av kompensering av positiv reaktiv effekt. Det har behovet
uppstar vid hog belastning pa langa transmissionsledningar. | och med elektrifieringen



Okar den totala mangden elproduktion och last mycket mer an éverféringskapaciteten i
transmissionsnatet och belastningen okar. | och med att en stor del av elproduktionen
som introduceras ar vaderberoende varierar belastningen éver tid och den totala
nyttjandegraden (se figur 1) ar fortsatt medel till lLAg samtidigt som lasten vid de hogsta
belastningstillfallen ar hogre. Tabell 1 summerar de maximala behoven avinmatning
och uttag av reaktiv effekt for de 400 noderna i elnatssimuleringsmodellen.

Shuntkondensatorer, som framfor allt ar det som okar i de beraknade fallen jamfort
med de historiska fallet, har en lagre kostnad an shuntreaktorer (se tabelli appendix)
vilket haller nere kostnadsokningen for kompensering av reaktiv effekt (se figur 24).
Medan det totala behovet av kompensering av reaktiv effekt 6kar med 77-82% for de
berdknade fallen sa 6kar kostnaden for kompensering bara med 40-44%.

a) Historiskt b) Referens c) Begransad havsvind  d) Ny Karnkraft

B Positive gp capacity
B Negative qp capacity

Figur 2. Behov av reaktiveffektkompensering i MVAr for ett historiskt ar samt basfallen
modelldr 2050. Kalla: Géransson et al. 2025

Tabell 1. Behov av reaktiveffektkompensering i det Nordiska elsystemet for ett historiskt
ar samt basfallen modellar 2050. Kélla: Géransson et al. 2025

Historiskt (2022) Referens Begrinsad Ny kiirnkraft
havsvind
Behov av reaktiv effektinmatning 16 268 38 442 38 447 37322
(Shuntkondensatorer)
[MVAr]
Behov av reaktivt effektuttag 17 646 23277 23275 22 654
(Shunt reaktorer)

[MVAr]




Sammanfattning av analysen kring
extrema nettolastsituationer i det framtida
elsystemet

| det framtida svenska elsystemet, sarskilt med full elektrifiering av transport- och industrisektorer,
uppstar ibland extrema nettolastperioder — korta och ovanliga tillfallen da efterfragan pa el som inte
kan flyttas i tid ar sarskilt hoég, medan produktionen fran vaderberoende kallor ar Iag. Dessa
situationer analyseras har utifran en modell med en arsefterfragan pa 260 TWh, 40 GW vindkraft och
30 GW solel, och bedéms 6ver 40 vaderar (1980—2019).

Den grundlaggande slutsatsen ar att extrema nettolaster oftast hanteras mest kostnadseffektivt med
I6sningar som kraver laga investeringar, exempelvis gasturbiner, eftersom de sallan uppstar och har
begransad paverkan pa produktionsmixens helhet. Vid berakning av elsystemsammansattningen
anvands Chalmers modeller baserade pa vaderaren 1991 och 1992, men en bredare analys Over fler
ar visar att nettolastperiodernas amplitud minskar med uthalligheten; vanliga variationer ar under 20
GW och varar hégst 12 timmar, medan de mest extrema topparna nar upp till 27 GW och intraffar
valdigt sallan.

En viktig observation ar att elsystemet behdver hantera nettolasttoppar som ar cirka 3 GW hogre an i
investeringsmodellerna nar man ser over en 40-arsperiod. Hogsta efterfragan pa el som inte kan
flyttas i tid uppgar till 29,5 GW och den hdgsta beraknade nettolasten ar 27 GW. Flexibel styrning av
exempelvis elbilar och individuella varmepumpar (vars effektuppgang ar 3,4 GW respektive 5 GW)
kan effektivt méta variationer med hég amplitud och kort uthallighet. Studien visar ocksa att
uppvarmning av villor kan pausas i flera timmar vid kalla perioder utan att komforten paverkas
negativt, och att elbilar med storre batterier kan skjuta upp laddningen utan att det paverkar
transportmdjligheterna.

Industrins effektuttag, exempelvis genom ljusbagsugnar och pumpar, kan reduceras tillfalligt vid
extrema toppar. Sammantaget innebar detta att behovet av ytterligare gasturbinkapacitet utover de
modellerade investeringarna ar begransat, eftersom flexibel efterfragestyrning och befintliga resurser
tacker de flesta extrema situationer.

Langs nettolastkurvans konturer finns dock nagra sarskilt utmanande tillfallen; exempelvis en
elefterfragan pa 17 GW under knappt tre dygn, dar vattenkraft och karnkraft traditionellt kunnat méta
behoven. Efter karnkraftens utfasning kan dock vattenkraften behdva kompletteras. Fér ovanliga men
langvariga nettolasttoppar, sasom ett behov pa 7 GW i 300 timmar (motsvarande ett energiunderskott
pa 2,1 TWh) eller 17 GW i 168 timmar (2,8 TWh), behdvs laginvesteringslésningar med aven lag
energilagringskostnad — gasturbiner med branslelager framstar som lampliga val.

Slutligen visar analysen att den dvergripande nettolastprofilen ar stabil dver tid, och att sallsynta
extremperioder kan hanteras utan stora investeringar om ratt flexibilitetslésningar och
lagringskapacitet finns tillgangliga. Detta bidrar till ett robust och kostnadseffektivt elsystem aven vid
en kraftigt elektrifierad framtid.

Variationerna i vaderberoende elproduktion &r i viss man olika mellan olika ar vilket innebar att det
kan forekomma variationer som inte inkluderas i de vaderar for vilka berakningarna genomforts. Vid
berakningar av investeringar med ett fatal vaderar behdver dessa vaderar representera variationer i
vaderberoende elproduktion med hansyn taget till hur ofta olika variationer férekommer for att fa en
kostnadseffektiv elsystemsammansattning vilket innebar att mer extrema nettolastsituationer oftast
inte representeras.



Eftersom extrema nettolastperioder forekommer sallan hanteras de mest kostnadseffektivt av
atgarder med lag investeringskostnad, sa som gasturbiner, medan en hdg rérlig kostnad ar ett mindre
problem. Det innebar ocksa att kostnaden for att hantera extrema nettolastsituationer ar liten jamfort
med den totala kostnaden att moéta efterfragan pa el och har begransad paverkan pa
produktionsmixen som helhet. Huruvida det behdvs extra kapacitet av gasturbiner utéver det som
erhalls i berakningen med investeringmodellerna for att hantera extrema nettolastperioder kan darfor
beddmas efter att elsystemsammansattningen beraknats.

Vid berékning av elsystemsammanséattningen anvands tva olika vaderar i Chalmers modeller, 1991
och 1992. | det har avsnittet analyserar vi variabiliteten i nettolast for ett stort antal vaderar (1980-
2019) med utgangspunkt i en elsystemsammanattning som motsvarar en fullstdndig elektrifiering av
transport och industrisektorerna med en arsefterfragan pa el om 260 TWh och ca 40 GW vindkraft
och 30 GW solel baserat pa berakningar att kostnadseffektivt méta den efterfragan med Chalmers
berakningsmodell. Utifran denna bedémer vi behovet av kompletterande investeringar utéver de som
fas fran investeringsmodellerna till féljd av extrema nettolastsituationer.

Variabilitet karakteriseras av sin amplitud, uthallighet och forekomst (Géransson 2023). Det ar ocksa
dessa egenskaper som avgor hur variationerna kan hanteras kostnadseffektivt. Figur 1 visar
nettolasten for vaderar 1991-1992 i dessa tre dimensioner och for olika skalor (y-axeln) for
uthalligheten; den vanstra 1 vecka (168 timmar) och den hogra 3 veckor (500 timmar). Nettolasten
motsvarar den efterfragan som inte kan flyttas i tid reducerat med vaderberoende elproduktion
samma timme. Figuren till vanster visar att de vanligaste nettolastvariationerna (indikerat med
temperaturskalan och tathet pa punkter) ar under 20 GW (skalan pa x-axeln) och pagar ungefar hogst
12 timmar (y-axeln). Vidare ar det tydligt att amplituden (x-axeln) pa nettolastvariationerna avtar med
uthalligheten (y-axeln). Denna trend fortsatter ocksa for langre tidsskalor vilket visas i bilden till hdger
med en y-axel motsvarande 3 veckor.

For att understka hur nettolasten for samma fall skulle se ut andra vaderar har vi beréknat denna for
aren 1980-2019 vilken visas i figur 2. Totala antalet forekomster okar forstas nar vi 6kar antalet ar
vilket ger en fylligare nettolastprofil, liksom antalet forekomster som ar 50 eller fler (rddmarkerade).
Den 6vergripande formen pa nettolasten ar dock densamma som i figur 1, med en avtagande
amplitud nar uthalligheten 6kar. Den yttre konturen pa nettolastkurvan definierar vad elsystemet
behdver klara av. For vaderaren i berakningarna (1991 och 1992) férekommer det nettolasttillfallen pa
upp till 24 GW men dessa tillféllen &r korta och ovanliga (temperaturskalan). Nettolastperioder pa 14
GW kan paga i knappt tre dygn. Nettolastprofilen baserad pa 40 ars vaderdata (figur 2) har en hégsta
effekt pa 27 GW. Det kan jamféras med hogsta nivan pa efterfragan pa el som inte kan flyttas i tid
(har antagen som historisk efterfragan, direktel till industrin efter elektrifiering samt 70 % av elen till
transportsektorn) for de 40 vaderaren uppgar till 29,5 GW. Vi kan alltsa behéva hantera
nettolastsituationer som ar 3 GW hogre an for vara berakningar inom en tidsperiod pa 40 ar.

| Chalmers berékningar ingar inte flexibel styrning av individuella vdrmepumpar och endast 30 % av
elbilarna ladda flexibelt &r 2050 (se metodavsnittet). Bade styrning av elbilar och individuella
varmepumpar passar bra for nettolastvariationer med hég amplitud men kort uthallighet. Studier har
visat att uppvarmning av villor kan pausas 3 till 4 timmar nar det ar kallt ute utan att inverka menligt pa
inomhuskomforten (Spreitzhofer, 2018). Med allt stdrre batterier i elbilarna kan ocksa dessa vanta
med att ladda utan att paverka méjligheten att méta transportbehovet. Den totala efterfragan fran
elbilar i de undersokta fallen motsvarar en effekt pa 3,4 GW medan kapaciteten hos individuella
varmepumpar motsvarar en effekt pa ca 5 GW. Utdver detta finns mojlighet att reducera effektuttaget
i ljusbagsugnar, kvarnar, virkestorkar och pumpar inom industrin for enstaka tillfallen. Det bér darmed
vara mojligt att mota efterfragan aven for nettolastperioder med an mer extrem amplitud an i de
beraknade fallen utan tillagg av ytterligare gasturbinkapacitet.



Det finns ocksa andra tillfallen 1dngs med konturen pa nettolastkurvan som kan vara utmanande for
elsystemet. Till exempel indikerar bade nettolasten for 10 ar och 40 ar forekomster av en elefterfragan
pa 17 GW under en period pa knappt 3 dygn (72h). En nettolast pa 17 GW med en uthallighet pa flera
dygn kan moétas av vattenkraft och befintlig karnkraft. Efter utfasningen av befintlig karnkraft
(referensfallet och begransad havsvindfallet efter ar 2055) kan vattenkraften behéva kompletteras.
Extrema nettolastvariationer med lang uthallighet kan atgardas kostnadseffektivt genom att de
gasturbiner som finns i elsystemet kompletteras med branslelager dar storleken pa lagret anpassas
till uthalligheten av nettolastsituationen i enlighet med resultat fran tidigare studier (Ullmark m.fl.,
2025).

En del nettolasttillfallen kan avbrytas tillfalligt for att sedan aterupptas. Om avbrottet ar kortvarigt
hinner inte lager aterhamta sig. Figur 3 visar nettolasten for samma elsystem som i Figur 2 men nu
med ett rullande medelvarde pa 12 timmar for att fanga uthalliga nettolastvariationer av den typen
som tyskarna refererar till som "Dunkelflaute”. Utmaningen med den har typen av nettolastvariationer
ar att de har en kombination av amplitud och uthallighet som innebar ett energiunderskott for
elsystemet vilket i bilden illustreras av den hégra konturen. Tva tillfallen som identifieras som sarskilt
utmanande; ett tillfalle med ett behov av upp till 7 GW i 300 timmar, allts& ett energiunderskott pa 2,1
TWh och ett tillfalle med ett behov pa 17 GW i 168 timmar, vilket motsvarar ett energiunderskott pa
2,8 TWh. Raknar vi in méjligheten att anvanda befintliga vattenkraft for att méta nettolasten sa
kvarstar ett behov pa 5,3 GW kapacitet och 0,8 TWh energiunderskott. Eftersom behoven uppstar
mycket sallan (i storleksordningen en gang pa 40 ar) behdver den flexibilitetsatgard som hanterar
behoven ha mycket lag investeringskostnad och lag kostnad for energilagring. Gasturbiner med
branslelager ar darmed ett lampligt val, dar gasturbinkapaciteten ocksa kan anvandas for att méta de
kortvariga tillfallen av effektbrist som beskrevs i avsnittet ovan.
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I norra Europa erbjuder landbaserad vindkraft el till Lagst kostnad och en stor utbyggnad
av vinkdraft forvantas bade | Svierge men aven i grannlanderna med kopplingar till varat
elnat. Med vindkraften kommer varierande elpiser vilket innebar att det upplevde elpiset
for elproducenter beror pa nar man producerar el. Figur 1 visar produktionsviktat elpris
for fem olika produktionstekniker for tva av Chalmers beraknade fall. | bada fallen
begrénsas utbyggnaden av havsvind | sédra Ostersjon och den befitliga karnkraften
livstidsforlagns till 80 ars livslangd. | fallet som benamns “ny karnkraft” (till hoger i
figuren) kravs investeringar om minst 3 GW ny karnkraft ar 2040 och ytterliggare 3 GW ar
2050 medan karnkraftinvesteringar ar fria att tas om detta ar kostandseffktivt, och
darmed uteblir, i fallet som benamns “begransad havsvind” (tillvanster i figuren).

| elsystem med stor andel vind- och solkraft blir elpriset lagre nar dessa
elproduktionstekniker ligger pa hoga produktionsnivaer vilket innebar att de upplever
lagre elpriser an baslastproduktion som karnkraft. Hogst elpris upplever vattenkraften
som flexibelt kan anpassa sin produktionsniva efter behov. Gasturbiner, som bara
producerar vid riktigt hog nettolast, upplever ett sa pass hogt produktionsviktat elpris
att de ligger utanfor skalan pa y-axeln. Med ny karnkraft i elsystemet blir det
produktionsviktade elpriset lagre under en 10-arsperiod nar karnkraften kommit pa
plats. Det ar framfor allt elpriset upplevt av vattenkraften och karnkraften som paverkas
av ny karnkraft. Det produktionsviktade elpriset som upplevs av kdrnkraften under
perioden blir sa lagt som 40 EUR/MWh vilket innebar att en omfattande del av
karnkraftens intakter, drygt 60 %, behover komma fran annat hall, t.ex. fran ett
prissakringsavtal liknande det som foreslas av Dillén (2024) ofta benamnt CfD (efter
engelskans Contract for Difference). Omraknat till den s kallade Levelized Cost of
Electricity (LCOE') blir denna 91 EUR/MWHh for kdrnkraften. Detta innebar att det behovs
ytterligare ett bidrag pa 51 EUR/MWh for att kdrnkraften ska técka sina kostnader. Givet
en arlig produktion pa 41,1 TWh for de 6 GW karnkraft som antas vara pa plats till ar
2050 blir det arliga underskottet 2000 M€ fér denna investering under perioden 2047 till
2057, vilket motsvarar en extra kostnad om ca 8 EUR/MWh (c:a 8 6re/kWh) under
samma period om den fordelas jamnt pa varje konsumerad MWh el.

Kostnaden for livstidsforlangning av befintlig karnkraft ar inte inkluderad i
berakningarna, men med ett antagande om att investeringskostnaden for
livstidsforlangning av ny karnkraft motsvarar en fjardedel av investeringskostnaden for
ny karnkraft och att livstiden for denna investering ar 20 ar blir LCOE for livstidsforlangd
karnkraft ca 56 EUR/MWh. Livstidsforlangd karnkraft ser darmed ut att fa sina kostnader
tackta pa den modellerade energy-only-marknaden med undantag for 5-arsperioderna
runt aren 2040, 2050 och 2055 i fallet med ny karnkraft.

! Levelized Cost Of Electricity 4r den annualiserade investeringskostnaden dividerat med arsproduktionen och
adderat med den rorliga kostnaden. Investeringskostnad, 6181 €2020/kW; fast driftskostnad, 123 €,000/MW; r6rlig
kostnad, 12.1 €2000/MWhg; tillgénglighet, 82%; €2024/€2020, 1.22; annuitet, 0.05 (livsldngd 60 &r, rinta: 5%)
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ELFORSORINING TILL 2035

1  Svara driftlagen och modellforstaelse

Denna del syftar till att identifiera och analysera sarskilt utmanande driftlagen i
elsystemet, samt att utveckla forstaelsen for hur modellen hanterar dessa
situationer. Fokus ligger pa att belysa systemets respons vid bade kortvariga och
langvariga perioder av anstrangning, utifran simulerade driftfall baserade pa
historiska vaderar. Analysen bygger vidare pa de antaganden och
modelleringsprinciper som presenterats i projektets forsta delrapport?, och
omfattar bade produktionssidan och efterfrageflexibilitetens roll i att hantera
effekt- och energibrist. I den avslutande delen besvaras centrala fragestallningar
kring prisbildning, systemkostnader och hur ett balanserat elsystem sdkerstalls
under olika driftférutsittningar.

1.1  MODELLFORSTAELSE — SVARA DRIFTLAGEN

1.1.1 Tva svara driftfall med kortare tidsutdrakt

Svara driftfall med kortare tidsutdrikt har identifierats genom simuleringar av
elpriser for modellar 2035, baserat pa 33 historiska vaderar (1983-2015) och
Quantified Carbons referensscenario?. For prisomrade SE3 har de 20 svaraste
driftfallen extraherats och redovisas i Figur 1Figur 1. Identifieringen bygger pa
antalet timmar 6ver 99:e percentilen av timvisa elpriser.

1 Energiforsk (2025), Sa far industrin tillrackligt med el till 2035.
2 Quantified Carbon (2025), Elprisprognos 2025-Q1.


https://energiforsk.se/media/34416/2025-1113-sa-far-industrin-tillrackligt-med-el-till-2035.pdf
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Figur 1. De 20 svaraste driftfallen fér historiskt vader i SE3 for simulerat modellar 2035, ar (x-axel) och manad
(y-axel). Storlek pa cirkel representerar tidsutdrikt. Firgskalan presenterar maximala priset 6ver
extremperioden.

De svaraste fallen intréffar under vinterhalvaret (november till mars), da systemet
ar som mest belastat av den sdsongsbetonade forbrukningsprofilen i Norden. Tva
specifika perioder har valts ut f6r vidare analys:

e Januari 2009 (~7 dagar)
e Januari 1985 (~1 dygn)

Dessa representerar svéra driftligen med kortvarig anstrangning for elsystemet
och beskrivs i mer detalj utifrdn modelleringsresultat nedan.

1.1.2 Driftfall januari 2009: Produktions- och férbrukningsmonster

Ett av de mest extrema driftfallen med kort tidsutdrakt intraffar under en
sjudagarsperiod i januari 2009 for vilket produktionsmonstret visas i Figur 22.
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Figur 2. Timvist produktionsmonster for svenska elomraden (vanster axel) 6ver svart driftfall januari 2009.
Prisserie (streckad magenta linje) pa hoger axel. Modellar &r 2035 och forbrukningsscenario ar Hog.

Detta fall utmarker sig genom en kombination av lag vindkraftsproduktion i stora
delar av Europa, men sdrskilt i Norden, och hog efterfragan sarskilt driven av laga
temperaturer i kontinental Europa. Lag vindproduktion ar sarskilt tydligt {or SE1
och SE2 i Figur 2. De sammanfallande forutsattningar leder till produktionsbrist
och dérmed snabbt stigande elpriser. Situationen &r sdrskilt anstrangd i Sverige
och Finland, dar vi ser hogst priser som toppar ut pa runt 1000 €/ MWh.
Kontinentala Europa paverkas i mindre utstrackning och nar priser pa 250 €/ MWh.

Under denna vecka producerar vattenkraften pa maximal kapacitet vilket syns i de
Ovre panelerna i figuren. Endast under enstaka dagstimmar kan viss avlastning ske
genom kompletterande produktion fran begransad del solkraft. Under perioden
ligger den svenska importen pa cirka 3 GW.

Om foérbrukningen innan flexibilitet (noterad ”input_demand”) jamfors med
resulterande forbrukning efter flexibilitet (noterad ”“demand”) s& framtrader en
vasentlig skillnad 6ver perioden med hoga priser, sarskilt for SE1. Detaljerade
insikter for forbrukningsflexibilitet for detta svara driftfall presenteras i Figur 3.
Forbrukningsflexibilitet dr indelad i tva modellerade kategorier. ”Cutting”, dven
kéant som load shedding representerar betald bortkoppling av last dar det innebér en
extra kostnad for konsumenten att dra ner pa sin forbrukning. “Flex” representerar
efterfrageflexibilitet dar lasten utan en extra kostnad kan flytta sin last en viss tid
framat eller bakat om det finns tillrackligt stora prisskillnader som incitament. Det
ar vart att notera att all modellerad forbrukningsflexibilitet endast kan kopplas till
kortsiktig priskanslighet och inkluderar inte permanenta nedstangningar av
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industrier pa grund av langsiktigt for hdga priser. Detaljerad dokumentation av
antaganden finns att tillga i projektets forsta delrapport?.
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Figur 3. Timvisa effektbidrag for forbrukning sammantaget for hela Sverige i hogférbrukningsscenariot for
modellar 2035 och for driftfallet januari 2009. Cutting, betald bortkoppling, presenteras i 6vre panel och Flex
down, nedstyrning for efterfrageflexibilitet, i bottenpanelen.

Resultaten for betald bortkoppling av last i Figur 3 visar att den bidrar stort till att
avlasta systemet under den veckolanga perioden for det svara driftfallet januari
2009. Totalt styrs en last pa cirka 4 GW ner under flera dagar, dar elektrolysorer
och vatgasproduktionen star for det storsta bidraget pa 2.85 GW men baslast i

3 Energiforsk (2025), Sé far industrin tillrackligt med el till 2035. Bilagor.
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industrin dven bidrar med ungefar 1 GW. 50% av vétgasproducenterna antas vara
priskénsliga och hela denna andel drar stadigt ner sin elférbrukning da elpriset
overstiger 50 €/ MWh, cirka 4 €/kgHo>, vilket representerar bidraget pa 2.85 GW. I
praktiken behover inte nedstyrningen av elektrolysorer betyda produktionsbortfall
da det for en del aktorer ar mojligt att byta bransle for sin process, till exempelvis
till naturgas. Med en 6verkapacitet pa 20% finns det en total installerad kapacitet
pa 6.3 GW elektrolysorer ar 2035 i Sverige i hogforbrukningsscenariot.

Om vi vidare beaktar resultaten i Figur 3 for efterfrageflexibilitet, ser vi att den har
formaga att avlasta i enstaka timmar lite har och déar. Men pa grund av att den
maximala tiden som last kan flyttas pa ar 24 timmar, sa har efterfrageflexibilitet
inte formaga att mycket underlatta denna hiandelse som stracker sig 6ver en vecka.
Ett nyckelantagande ar att det endast finns vétgaslager med en tidsutdrékt pa 24
timmar, vilket innebér att lasten ”Electrolyser flexload” endast kan flytta sin last
inom ett dygns tid.

1.1.3 Driftfall januari 1985: Produktions- och férbrukningsmonster

Driftfallet under januari 1985 har en kort tidsutdréakt pa ungefar en dag.
Produktionsménstret for denna handelse presenteras i Figur 4.
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Figur 4. Timvist produktionsmonster for svenska elomraden (vanster axel) 6ver svart driftfall januari 1985.
Prisserie i magenta pa héger axel. Modellar &r 2035 och forbrukningsscenario ar hég.

Likt det svara driftfallet januari 2009 sa bidrar lag vindkraftsproduktion till
produktionsbrist. Det resulterar i en vildigt hog pristopp pa nastan 1000 €/ MWh
19 januari, kl 17, 6ver hela Sverige. En viktig skillnad gentemot fallet januari 2009, i
tillagg till att detta varar Over en kortare period, ar att denna handelse drivs i storre
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grad av produktionsbrist i kontinental Europa dé vi ser hoga priser 6ver i princip
hela modellen. Over dagen 19 januari observeras en balans mellan import/export
for Sverige.

Forbrukningsmonstret for driftfallet januari 1985 presenteras i Figur 5.
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Figur 5. Timvisa effektbidrag for forbrukning sammantaget for hela Sverige i hogférbrukningsscenariot fér
modellar ar 2035 och for driftfallet januari 1985. Cutting, betald bortkoppling, presenteras i 6vre panel och flex
down, nedstyrning for efterfrageflexibilitet, i bottenpanelen.

Nar det galler betald bortkoppling s& observeras liknande respons i modellen som
for driftfallet januari 2009. Alltsa, primart industriell baslast och elektrolysorer drar
ner sin forbrukning som svar pa de hoga priserna. Om vi gar till
efterfrageflexibilitet sa framtrader dock en viktig skillnad. Da tidsutdrakten for
héndelsen pa cirka 24 timmar verensstimmer vil med hur lang tid framat/bakat
som de olika aktorerna kan flytta sin last sa bidrar efterfrageflexibiliteten med stort
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bidrag pa den storsta pristoppen pa nédstan 3 GW totalt. Alla lastkategorier bidrar
synkroniserat med ungefar lika mycket.

1.1.4 Driftfall 2002-Q4 med lang tidsutdrakt

Svara driftfall med ling tidsutdrikt har identifierats genom att analysera kvartalsvis
korrelation mellan lag tillrinning till vattenkraften och lag vindkraftsproduktion i
Norden. Foljande vinterhalvér har identifierats i simuleringen som sarskilt svara:
1996-1997, 2010-2011, 2002-2003 samt 2003-2004. Detta indikerar pa att denna typ
av handelse kan ske cirka en gang var attonde ar.

I det fortsatta arbetet har kvartal 4 &r 2002 valts som exempel for ett tredje svart
driftfall:

e 2002-Q4 (~3 manader)

Figur 6 illustrerar hur tillrinning vattenkraft och vindkraftsproduktion for ar 2002
forhaller sig mot andra vaderar. Det som sarskilt utmarker ar 2002 &r att den forsta
halvan av éret inte framstar som problematisk. I slutet av juni ligger
vattenmagasinen sannolikt ndra sina maximala nivaer. Svarigheterna uppstar i
stillet under andra halvan av videraret, dar flera ogynnsamma faktorer
sammanfaller. Jamfort med genomsnittsar 1991 praglas 2002 av en tidig varflod,
foljt av en ovanligt torr host och vinter. Detta forvérras ytterligare av mycket lag
vindkraftsproduktion under érets senare manader. Kombinationen av dessa
faktorer leder till en tydlig bristsituation i elproduktionen som &r utmanande for
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elsystemet att hantera.
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Figur 6. Jamforelse av tillrinning till vattenkraften (6verst) och fordelning av landbaserad vindkraftsproduktion
fér samtliga vaderar (nederst) med problemaret 2002 och referensviderar 1991 markerade.

Det tredje identifierade driftfallet skiljer sig fran de tidigare genom att det inte ar
en renodlad effektbrist som definierar utmaningen, utan snarare en energibrist till
foljd av laga magasinvarden for vattenkraften. Elmarknadsmodellering med cGrid
for vattenkraftsproduktion fran magasin styrs av kortare prognoser for elpriser,
vanligtvis pa ca en manad, det vill siga med rullande uppdaterade vattenvarden.
Samtidigt foljer modellen begransningar for minimi- och maximimagasinnivaer.
Denna dynamik illustreras genom magasinnivéer och resulterande elpriser i SE3 i
Figur 7. Som ett resultat blir vattenkraftens bud relativt laga i borjan av aret, vilket
leder till att en stor del av inflédet utnyttjas tidigt. Senare under hosten, nar
tillrinningen ar ldgre an normalt och vindkraftsproduktionen lag, tvingas
vattenkraft med magasin att buda till hogre priser, vilket resulterar i fortsatt hoga
elpriser. Detta innebér att Sverige vander sig till att handla el med en nettoimport
pa cirka 1000-2000 MW for fjarde kvartalet beroende pa forbrukningsscenario.
Aven om situationen framst lyfts fram fér budzon SE2 och SE3 och huvudsakligen
fokuserar pa Sverige, observeras liknande utmaningar for Norges
vattenkraftsproduktion till f6ljd av korrelerade vaderforhallanden i Norden.
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Figur 7. Simuleringsresultat for viderar 2002, inklusive magasinnivaer i budzon SE2 (6vre panel) och elpriser i
budzon SE3 (nedre panel) i hogférbrukningsscenariot for modellar &r 2035.

Over det fjarde kvartalet observeras genomsnittspriser pa 143 €/MWh och 174
€/MWh medan arsgenomsnitt ligger pa 68 €/ MWh och 92 €/ MWh i lag- respektive
hogforbrukningsscenariot. Dessa nivaer kan jamforas med medel for faktiska
priser ar 2022 pa 129 €/MWh som karakteriserades av energikrisens hoga
branslepriser. Noterbart dr att de hoga priserna som erhaélls i modellen endast
drivs av vidervariationer da andra férhallanden halls konstanta.
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Figur 8. Timvisa effektbidrag for betald bortkoppling av forbrukning (”cutting”) sammantaget for hela Sverige i
hogforbrukningsscenariot fé6r modellar &r 2035 och fér driftfallet 2002-Q4.

Nar det géller efterfrageflexibilitet ar tidsutdrakten for denna hiandelse alldeles for
lang for att det ska kunna 6verbrygga produktionsbristen. Precis som for de svéra
driftfallen med kortare tidsutdrékt sa spelar betald bortkoppling av last en roll.
Sett over hela det fjarde kvartalet regleras forbrukningen i snitt ned med 700 MW
vilket motsvarar cirka 1.5 TWh forlorad forbrukning i hogfoérbrukningsscenariot. I
likhet till energikrisens 2022 s riskerar handelser likt denna att skada industrins
konkurrenskraft.

Hur kan dessa situationer hanteras? Lat oss beakta olika strategier:
1. Sidsongslager for gasturbiner (t.ex. vitgas, biogas, naturgas):

Da brénslena ar relativt kostsamma, skulle ingen av dessa gasturbinkraftverk
sannolikt kunna bidra till att trycka ner priserna signifikant.

2. Overdimensionerat lager for industrins vitgas:

Subventionera in en 6verdimensionerad vatgaslagerkapacitet for industrin
skulle méjliggora en ddmpning av hoga priser genom att flytta last men inte
16sa langvarig energibrist.

3. Overdimensionera vindproduktion:

Att generellt subventionera in en 6verproduktion av vind skulle sannolikt inte
bidra i stor grad till lagre elpriser 6ver denna period da daliga
vindforutsattningar ar det som driver upp de hoga priserna.

4. Kapacitetsmarknad:

En kapacitetsmarknad ger ersattning till planerbar produktionskapacitet for att
finnas tillgédnglig. Under perioden finns det gott om effekt att tillga i systemet
fran vattenkraften. Handelsen karakteriseras inte av en effektbrist utan
energibrist som en kapacitetsmarknad darfor inte ar direkt lampad att 16sa.
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5. Overdimensionering av planerbar fossilfri produktion:

Detta skulle trycka ner priser men skulle ocksa kunna medfora hoga
systemkostnader — sérskilt om tekniker som karnkraft inkluderas och foljer de
hoga kostnadsnivder som nyligen observerats i vést.

6. Oka overforingskapacitet till kontinental-Europa:

Detta alternativ skulle f6r den svara perioden potentiellt innebéra att storre
fossilkraft kan importeras. Hoga CO»-priser skulle dock héja
marginalkostnaden for dessa kraftverk och inte kunna trycka ner priserna i
Sverige vasentligt. Dessutom skulle en starkare koppling till kontinenten héoja
elpriserna generellt i Sverige vilket skulle minska konkurrenskraften under
normala ar.

7. Branslebyte industri:

Under perioder med energibrist kan industriell elanvandning tillfalligt erséttas
med andra energibarare, sdsom biobrénslen, naturgas eller fossila branslen.
Staten kan 6vervéga att subventionera denna typ av bransleredundans for att
minska effekterna av tillfallig elbrist men behover se till sa att infrastruktur
finns pa plats.

8. Elprisstod:

Likt som under energikrisen 2022 skulle staten kunna ga in med ett stdd om
elpriset nar forhdjda nivaer 6ver en lang tidsperiod. For storsta effektivitet bor
denna forsakring utvarderas och bestimmas i fortid sa att industrin kan beakta
det i deras kalkyler f6r investeringar.

1.1.5 Fragestallningar som besvaras

o Identifiera svdra driftligen med kortare och lingre tidsutdrakt

Tre sdrskilt utmanande driftlagen har identifierats, som representerar olika typer
av pafrestningar for elsystemet beroende pé tidsutdrakt och viaderforhallanden.

Tva av dessa intraffar under vintern och praglas av kortvariga men intensiva
anstrangningar:

e Januari 1985 (~1 dygn)
e Januari 2009 (~7 dagar)

Bada kéannetecknas av lag vindkraftsproduktion i kombination med hog
efterfrdgan, vilket resulterar i akuta effektbrister och kraftigt stigande elpriser
under en begransad period.

For att belysa ett svarare driftldge med langre varaktighet har dven foljande period
valts ut:

e 2002-Q4 (~3 manader)

Till skillnad fran de tva tidigare exemplen handlar det har om en energibrist som
byggs upp graduvis, till f6ljd av lag tillrinning till vattenmagasinen och svag
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vindkraftsproduktion under hdsten och vintern. Resultatet blir en utdragen period
med anstrangd energibalans och hoga elpriser.

¢ Hur hanteras effektfragan fran ett produktionsperspektiv i de svara
driftligena?

I de svara driftlagena med kortare tidsutdrékt hanteras effektfragan fran
produktionssidan fraimst genom att tillganglig vattenkraft kors néra sin
maximala kapacitet samt vid méjlighet s nyttjas import frdn grannlander. I
driftlaget med langre varaktighet 2002-Q4, begrénsas i stéllet effektbidraget
fran vattenkraften av laga magasin och energibrist.

e For de olika svara driftldgena, vilken typ och hur mycket av den potential
for forbrukningsflex som finns i era modeller utnyttjas?

I samtliga svéra driftldgen utgor betald bortkoppling (priskénslig last som styr
ner vid héga priser) ett avgorande bidrag till att avlasta elsystemet.
Elektrolysorer och industriell baslast star for huvuddelen av denna respons. I
driftfall med langre varaktighet, sasom januari 2009 (~7 dagar), reduceras
forbrukningen med upp till 4 GW, dér elektrolysorer bidrar med cirka 2.85 GW
och industri med omkring 1 GW. For elektrolysorer motsvarar denna del av
vitgasproduktionen det som i modellen antas vara priskanslig och kan styras
ned vid elpriser 6ver 50 €/ MWHh. I praktiken skulle viss nedstyrning ske utan
produktionsbortfall genom brénslebyte till exempelvis naturgas.

Efterfrageflexibilitet — som for modellar 2035 har maximal lastflytt inom 24
timmar — har marginell effekt i langre driftfall, dar varaktigheten 6verskrider
flexibilitetens rackvidd. Daremot har den stort genomslag i kortare handelser,
som januari 1985 (~1 dygn), dar upp till 3 GW flyttas temporart under
pristoppen. Har bidrar samtliga lastkategorier, inklusive elfordon och hushall,
med ungefar lika mycket.

I det langvariga fallet 2002-Q4 sker endast marginella bidrag fran
efterfrageflexibilitet, men betald bortkoppling uppgar i genomsnitt till 700 MW
over perioden, motsvarande cirka 1,5 TWh forlorad elanvdandning. En sddan
ihallande nedreglering skulle kunna innebara patagliga risker f6r industrins
konkurrenskraft.

1.2 HUR UTVECKLAS SVARA DRIFTLAGEN

Simuleringsresultat fran modellen av de 33 historiska vaderaren (1983-2015) for
visar att dagens kraftsystem ar relativt robust mot extrema elpriser till foljd av
vadervariationer. En 6kad sarbarhet i det svenska kraftsystemet for svarare
driftfall under kommande decennier framtréader genom att hogre priser allt oftare
observeras. Detta illustreras i Figur 9, dar fordelningen av timvisa priser for SE3
redovisas Over 33 vaderar. Figuren visar hur 6vre percentilband p& 99% successivt
ror sig uppat 6ver modellaren fram till 2035, vilket tyder pa 6kande prisvariation
och fler extrema pristoppar.
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Figur 9. Fordelning av timvisa priser fér SE3 6ver 33 vaderar (1983-2015) dir banden representerar olika
percentilsgrader. Genomsnittspris visas med vit linje, verkliga utfall med cirklar. Simuleringsdata baserat pa
Quantified Carbons referensscenario®.

For att fa en bild pa den sista hdga percentilen, det vill sdga de absolut hogsta
priserna fokuseras analysen i Figur 1010 pa driftfallen i januari 2009 med avseende
pa modellar (vanster). Det framkommer att dagens kraftsystem har viss kapacitet
att hantera den typen av anstridngda situationer. I framtida system, ddremot,
skdrps utmaningarna markant da vi ser prisnivder som successivt 6kar fran en
toppniva pa cirka 600 €/ MWh ar 2035 till 6ver 2000 €/MWh ar 2050.

Pa motsvarande sétt for det svara driftfallet januari 1985 (hoger) i Figur 10
undersoks variation med avseende pa férbrukningsscenario. Det ar tydligt att
sarbarheten forstarks i ett scenario med hogre forbrukning vilket ju ocksa ar del till
resultaten som funktion av modellar dar férbrukning 6ver Europa okar successivt.

4 Quantified Carbon (2025), Elprisprognos 2025-Q1.
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Figur 10. (Vdnster) Timvis elprisserie fér driftfallet for januari 2009 och hur det utvecklas sett 6ver modellar.
Simuleringsdata baserat pa Quantified Carbons referensscenario®.
(H6ger) Timvis elprisserie for driftfallet for januari 1985 och hur det beror pa férbrukningsscenario.

Med en viaxande andel variabel elproduktion 6kar prisvolatiliteten i systemet,
vilket i modellen leder till en tydlig forandring i varaktighetskurvan for timvisa
priser som kan ses i figuren. De 10% hogsta priserna i SE3 for tre modellar visas
fran varaktighetskurvans perspektiv i Figur 11. Det framgar att hela priskurvans
svans skjuts uppat mellan 2025 och 2035. Hogsta nivaer beror pa modellar och
forbrukningsscenario, men ligger typiskt mellan 1500 och 2000 €/MWh for
timpriser. Denna foréandring ar ett direkt resultat av en systemstruktur dar
tillganglig effekt varierar mer &dn tidigare, vilket skapar fler timmar med
extrempriser.

Samtliga tre analyserade driftfall illustrerar typer av situationer som tenderar att
skapa dessa hoga priser. Exempel pa utlosande faktorer inkluderar:

o Lag tillganglig produktionseffekt, vilket i modellen leder till att priskénslig
forbrukning styr ner och darmed satter prisnivan.

e Lag tillrinning under langre perioder som medfdr att magasin ligger pa
lagsta tillatna nivaer och vattenkraft pressar upp sina priser i budkurvan,
vilket kan hdja elpriserna vasentligt.

o Hoga CO,-priser, vilket gor att enheter som branner fossila branslen som
kol och gas, sdrskilt de med lagre termisk verkningsgrad, budar in kring
nivaer runt 150 €/MWh mot 200 €/ MWh.

5 Quantified Carbon (2025), Elprisprognos 2025-Q1.
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Figur 11. Varaktighetskurva for timvisa elpriser i SE3 dver 33 vaderar fér tre modellar. De 10% hégsta priserna
fokuseras. Simuleringsdata baserat pa Quantified Carbons referensscenario®.

1.2.1 Fragestallningar som besvaras

Generellt satt sa observeras liknande trender for de tre svara driftfallen som
belyses i detta arbete. Vi drar f6ljande slutsatser och svar till fragestallningarna:

e Hur utvecklas elpriserna och variabiliteten i svara driftligen?

Bada variabiliteten och elprisnivan for svara driftlagen dkar under de
kommande artionden. Redan fran ar 2030 finns det en betydligt storre
volatilitet som kopplas till mer fornybar energi i systemet medan dkad
forbrukning d@ven driver pa hogre priser. For ett exempelfall ser topprisnivéaer
som successivt Okar fran hanterbara nivaer over 100 €/ MWh idag till en
toppniva pa cirka 600 €/ MWh ar 2035 till 6ver 2000 €/MWh ar 2050.

e Hur hoga dr de hogsta elpriserna i era modeller?
Typiskt mellan 1500 och 2000 €/MWh.

¢ Hur ser en detaljerad bild av vilka priser som modellerna genererar i
intervallet 1 kr/kWh och uppat och forklara varfor det blir sa hoga priser

Detta presenteras i Figur 11. Exempel pa det som driver hoga priser &r brist pa
produktionseffekt, priskanslig forbrukning som styr ner, hoga CO: priser samt
langre perioder av lag tillrinning till vattenkraften.

¢ Quantified Carbon (2025), Elprisprognos 2025-Q1.
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1.3 HUR SAKERSTALLS ELSYSTEM | BALANS

For att undersoka hur det sakerstalls att det svenska elsystemet &r i balans har det
svara driftfallet for januari 1985, narmare bestamt kl 17 den 19 januari, fokuserats
for modellar 2035. Detta mot bakgrunden att handelsen 1985 framkommer som en
vél representativ dimensionerande héndelse for effekt vid analys 6ver 33 vaderar.
Med de antaganden for flexibilitet som gjorts f6r férbrukning finns det generellt
valdigt god tillgang till effekt. Genom att variera tillgangen till flexibilitet
utvarderas hur kansligt resultatet ar for dessa ingdngsvarden. Tre nivéer for
flexibilitet varieras:

e “Flex max” innebadr att all antagen forbrukningsflex finns att tillga
¢ "Flex mean” innebar att hdlften antagen forbrukningsflex finns att tillga
e “Flex min” innebar att ingen forbrukningsflex finns att tillga

Inte i nagot av fallen sa antas att nagon forbrukningsflex kan avkallas for
nedreglering vid N-1 fel. Det vill sdga att endast produktionskapacitet kan bidra
till att hantera N-1 fel. Som dimensionerande fel anvands karnkraftverk O3 pa 1450
MW. Analysen utfors darutover for de tva olika forbrukningsscenarierna.
Overforing mellan Sveriges elzoner antas kunna utforas inom ramen for installerad
overforingskapacitet och import fran utlandet antas vara 0.

Den resulterande forbrukningen efter flexibilitet, for vadret 19 januari k1 17,
presenteras i Figur 12 for de sex olika scenarierna. Motsvarande figur for
produktion ses i Figur 13. Systemets marginal erhalls enkelt som differensen
mellan resulterande férbrukning och produktion med 1450 MW borttaget for
produktionen.
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Figur 12. Resulterande forbrukningskapacitet for hela Sverige uppdelat per kategori for de kombinerade tva
férbrukningsscenarierna och tre flexscenarierna for driftfallet januari 1985, timme 19 januari kl 17, modellar
2035.
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Figur 13. Resulterande produktionskapacitet for hela Sverige uppdelat per kategori for de tva
foérbrukningsscenarierna for driftfallet januari 1985, timme 19 januari kl 17, modellar 2035.

Erhéllen marginal presenteras i den forsta kolumnen av Tabell 1. Det kan
observeras att endast lagforbrukningsscenariot dir all antagen flex finns att tillga
("Demand Low Flex Max”) dr det enda scenario dar installerad effekt ar tillrdcklig
for att hantera N-1 fel med en marginal pa 1.3 GW. Ovriga scenarier uppvisar
negativa marginaler fran -300 MW i “Demand Low Flex Max” till -7.6 GW i
“Demand High Flex Min”. Detta representerar ett behov att komplettera med
flexibilitetskapacitet.

Har antas endast att gasturbiner kan fylla denna kapacitet. Kolumn tva i Tabell 1
redovisar nédvandig annuitetskostnad fOr att fa denna kapacitet av gasturbiner pa
plats i de olika scenarierna, vilken ligger mellan 13 M€ i det lagsta och 374 M€ i det
hogsta fallet. Den sista kolumnen i Tabell 1 redovisar hur stor andel av de totala
kostnaderna for systemets utbyggnad som gasturbinerna representerar.
Resulterande nivaer ligger i for ingen tillgang till f6rbrukarflex (“Flex min”) pa
10% av den totala kostnaden. For lagt forbrukningsscenario i “Flex mean” uppgar
kostnaderna endast till 2% jamfort med 6% i hogforbrukningsscenariot.

Tabell 1. Resulterande marginal for de sex olika scenarierna introducerade i texten redovisas i forsta
kolumnen. N6dvéandiga annuitetskostnader i gasturbinskapacitet i andra kolumnen f6ljt av hur stor andel av

totala kostnader for utbyggnad av sol och vind som detta motsvarar fran dagens till det modellerade systemet
ar 2035.

Marginal med Annuitetskostnad Andel av
N-1 (GW) gasturbiner (M€) totala
kostnader
Demand low Flex min -1.9 92 10%
Demand low Flex mean -0.3 13 2%
Demand low Flex max 1.3 0 0%
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Marginal med Annuitetskostnad Andel av
N-1 (GW) gasturbiner (M€) totala
kostnader
Demand high Flex min -7.6 374 10%
Demand high Flex mean -4.2 206 6%
Demand high Flex max -0.8 38 1%

1.3.1 Fragestdllningar som besvaras

Baserat pa denna analys s kan fragestallningarna relaterat till hur sakerstalls ett
elsystem i balans besvaras som foljer:

Vad blir behovet av investeringar for ett energisystem 2035 som sikerstiller
ett elsystem i balans enligt de tva efterfragescenarierna?

Under forutsattning att en stor andel av den efterfrageflexibilitet som
modellerats faktiskt realiseras, visar resultaten att det befintliga kraftsystemet
endast behdver kompletteras marginellt i hogforbrukningsscenariot — med
omkring 800 MW ytterligare kapacitet. I lagforbrukningsscenariot klarar sig
systemet utan behov av ytterligare investeringar i flexibel kapacitet. Om
ddremot endast halften av den modellantagna efterfrageflexibiliteten dr
tillganglig, uppstar ett tydligare behov av investeringar. I detta fall behdvs
cirka 0,3 GW i lagforbrukningsscenariot och upp till 4,2 GW i
hogforbrukningsscenariot. I det mest konservativa antagandet, dar
forbrukarflexibiliteten dr starkt begransad, 6kar behovet av ny installerad
produktionskapacitet till 1,9 GW respektive 7,6 GW i lag- respektive
hogtorbrukningsscenariot.

Hur stora blir systemkostnaderna sikerstiller ett elsystem i balans enligt de
tva efterfragescenarierna och hur stora dr dessa investeringar i relation till
totalen?

P& systemniva innebar detta att de arliga kostnaderna for att tillféra nodvandig
kapacitet i form av gasturbiner varierar mellan 13 miljoner euro och 374
miljoner euro, beroende pa tillganglig efterfrageflexibilitet och scenarioval. I
det mest begransade fallet — dér efterfrageflexen dr minimal — motsvarar denna
investering cirka 10 % av de totala produktionsrelaterade kostnaderna fram till
2035. I scenarier med hogre tillgéng till flexibilitet ligger motsvarande
kostnadsandel pa nagra enstaka procent.

24



Quantified
Carbon ELFORSORINING TILL 2035

2 Utbyggnad av kraftsystemet i otakt

2.1 SCENARIOBESKRIVNING
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Figur 14. lllustration av svenska havsvindsprojekt. Godkdnda projekt ar markerade med grént, projekt under

utredning med gult och avvisade projekt i rott. Kalla Regeringskansliet

I det har arbetet har vi analyserat tva huvudscenarier for efterfrageutveckling i
Sverige. Det fOrsta &r ett hogscenario som inkluderar en snabb elektrifiering av
industrin samt produktion av vatgas for bade fossilfri stadlproduktion och
tillverkning av elektrobrénslen. Det motsvarar ett scenario dar hela EU antas hela
EU mote klimatmalen.

Det andra scenariot bendmns férdrojd efterfragan och inkluderar dven det en
elektrifiering av industri, transporter och viss tillverkning av elektrobréanslen, men
takten ar langsammare. Har kan man dock inte rdkna med att hela EU moter sina
klimatmal pa utsatt tid, &ven om Sverige som enskilt land gor det.

I Figur 15 och Figur 16 sammanfattas utvecklingen av efterfragan i Sveriges
nuvarande elomraden. For hogscenariot nas 200 TWh redan i borjan av 2030-talet
medan det i scenariot fordrojd efterfragan nas forst 2040. For bada dessa scenarier
gors en optimering av utbyggnaden av vindkraft och solkraft i Sverige. Den storsta
skillnaden mellan scenarierna finns i SE1 och utgors av vatgasproduktion med
elektrolys.
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Figur 15 Antagen forbrukningsokning i Sverige for scenariot Fordrojd efterfragan.
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Figur 16 Antagen forbrukningsokning i Sverige for scenariot hog efterfragan.

Maximal tillgénglig havsbaserad vindkraft baseras pa de tillstandsgivna projekt
som finns idag samt projekt pa Vastkusten som annu ej &r bedéomda. Samtliga av
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dessa antas fa godkant. Se Figur 14 for en 6verblick. I Tabell 2 visas en
sammanfattning av vilka antaganden som gjorts for dessa projekt.

Tabell 2. Sammanfattning av antaganden for tillgénglig havsbaserad vindkraft

Kapacitet Teknik Artal i drift
Mareld 2500 Flytande 2035-2040
Vidar 2000 Flytande 2035
Poseidon 1400 Flytande 2034
Kattegatt Syd 1200 Fast 2032
Véstvind 1000 Fast 2033
Galene 400 Fast 2031
Kriegers Flak 640 Fast 2030
Totalt 9140
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Figur 17. Total maximal kapacitet for landbaserad vindkraft i Sverige som antas i rapporten

En sammanfattning av tillganglig landbaserad vindkraft ges i Figur 17. Befintlig
kapacitet antas fasas ut baserat pa en antagen teknisk livslangd pa 25 ar.
Antaganden f6r mojlig ny vindkraft till och med 2035 ar baserade pa publicerade
projekt och till och med 2040 pa en linjar extrapolation darifran.

En utmaning for manga scenarioanalyser, likt denna, &r att de den
optimeringsmodell som anvénds antar en perfekt fungerande marknad med full
transparens mellan samtliga aktorer. Verkligheten ser dock sallan ut sa.
Producenter kan avvakta med investeringsbeslut for att de dr osdkra pa prognoser
om Okad forbrukning och konsumenter kan ocksa avvakta for att de &r osédkra pa
om ny produktion faktiskt kommer pa plats i tid. Hinder pa bada sidor behover
inte vara av rent finansiell karaktdr utan kan ocksa handla om miljoprévningar och
lokal acceptans etc.
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Vi har studerat i det har arbetet forsokt utvardera kénsligheten for detta med
scenarier som medvetet skapar ett system i otakt. Tre olika alternative scenarier
har studerats. Dessa forsoker fanga marknadens beteende nér antingen produktion
Okar mycket snabbare dn konsumtionen och tvartom. Utover det analyserar vi ett
scenario dar flexibilitet i vatgasproduktion uteblir.

Slutligen skall det for samtliga resultat som presenteras i det har kapitlet
poéngteras att de inte dr prognoser for troliga utfall utan resultat av de ingdende
antaganden som gjorts for de olika scenarierna inom ramen for detta projekt.
Tillkommande efterfragan ar ocksa exogena antaganden. For scenarier med hoga
resulterande priser dr det inte troligt att en sa hog efterfragan skulle vara rimlig,
men det dr inte en analys som inkluderas hér.

2.2 FORDROJD EFTERFRAGAN
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Figur 18. Utbyggnad av vindkraft i Sverige i scenariot fordrojd efterfragan.

I Figur 18 visas utbyggnad av vindkraft i Sverige for scenariot fordrojd efterfragan.
Som kan ses stannar utbyggnaden av all ny vindkraft av under mitten av 2020-
talet. Detta ar en konsekvens av att Sverige idag har ett stort netto-6verskott av
elproduktion pa arsbasis, ca 30 TWh for 2024. Det skapar generellt laga priser som
inte motiverar utbyggnad av nagot kraftslag pd marknadsmassiga grunder. Det &r
inte forran i borjan av 2030-talet som forbrukningen i detta scenario kommer ikapp
produktionsoverskottet.

I Figur 19 visas resulterande drsmedelpriser for vaderaret 1991 for de fyra
nuvarande elomradena i Sverige. Som en konsekvens av att konsumtionen
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kommer i kapp 6verskottet 6kar priserna i borjan av 2030-talet ndgot och motiverar
pa nytt en utbyggnad av landbaserad vindkraft. Vidare konvergerar priserna i
s0dra och norra Sverige da ny forbrukning koncentreras till SE1.

Det kan dock noteras att ingen havsbaserad vindkraft byggs ut da de antagna
granserna for den landbaserade tacker konsumtionsokningen. Utbyggnadstakten
av ny landbaserad vind mellan 2035 och 2040 hamnar pa 1.5 GW per ar. Det &r

hogt men inom ramen f6r vad som tidigare uppnatts, exempelvis mellan 2020 och
2025.
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Figur 19. Genomsnittliga spotpriser for scenariot fordrojd efterfragan. Kurvorna visar historiska priser till och
med 2024 sammanfogade med modellerade priser fran och med 2026.

2.3 HOG EFTERFRAGAN
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Figur 20. Utbyggnad av vindkraft i Sverige i scenariot hog efterfragan.

I Figur 18 visas utbyggnad av vindkraft i Sverige f6r scenariot hog efterfragan.
Som kan ses ger den snabba 0kningstakten av forbrukningen incitament att
fortsétta bygga ut landbaserad vind redan under andra halvan av 2020-talet.
Utbyggnaden nar den hogsta tillatna enligt modellen och kombineras med
havsbaserad vindkraft under 2030-talet ndr den tillats. De resulterande
genomsnittliga elpriserna visas i Figur 21 som kan ses dkar snabbt fran dagens laga
nivaer till varden som mojliggor nybyggnation.
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Figur 21. Genomsnittliga spotpriser for scenariot hog efterfragan. Kurvorna visar historiska priser till och med

2024 sammanfogade med modellerade priser fran och med 2026.

I den hér studien har generellt sett valdigt laga priser for havsbaserad vindkraft
antagits. For parker som driftsatts under mitten av 2030-talet ligger fangade priser
pa ca 45€/MWHh. Det &r inte troligt att all havsbaserad vindkraft som behovs i detta
scenario faktiskt skulle realiseras vid dessa priser, utan mer troligt ar att nagon
form av stodsystem skulle behovas. Ett vanligt sddant i Europa ar
differenskontrakt, eller Contracts for Difference (CFD) som betalar
mellanskillnaden mellan spotpriset och ett verenskommet strike price. I Figur 22
visas spotpriser for elomrade SE3 och totalkostnad for el, inklusive subventioner
till havsbaserad vindkraft, vid tre olika strike price pé 60, 80 och 100 €/ MWh. Nar
totalkostnaden raknats fram fordelas subventionen jamt pa all konsumerad el. Som
kan ses okar det slutkostnaden med mellan 2 och 10 €/ MWh beroende pa nivan pa
strike price.
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Figur 22. Spotpriser i SE3 inklusive extra kostnad for subventioner till havsvind genom differenskontrakt (CFD) pa

tre olika nivaer

2.4 STOPP FOR NY LANDVIND | SODRA SVERIGE

I detta alternativ-scenario stoppas all ny landvind i sddra Sverige, dagens SE3 och
SE4. Det antas ske pa grund av lokalt motstand som tex. resulterar i kommunala
veton mot projekten. Det handlar alltsd inte om problem med l6nsamhet. Samtidigt
antas efterfragan pa forbrukar-sidan dka enligt hdgscenariot. Ovriga antaganden
lamnas ofoérandrade.

Resulterande utbyggnad av vindkraft visas i Figur 23. All ny landbaserad och
havsbaserad vind som tillats i modellen byggs ut. Da detta dock inte &r tillrackligt
for att tillgodose den dkande forbrukningen vands dagens overskott till ett
importbehov pa ca 15 TWh/ar. Det resulterar i hogre priser jamfort med
referensfallet d& ny landvind tillats i sodra Sverige vilket sammanfattas i Figur 24
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dér en jamforelse gors. Vid slutet av 2030-talet kan man rdkna med ca 10 €/MWh
hogre priser.
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Figur 23. Kapaciteter for vindkraft i Sverige for scenariot utan ny landvind i Sverige
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Figur 24. Modellerade spotpriser for scenariot utan ny landvind i sédra Sverige jamfort med referensantaganden.
Bada foljer hog efterfragan.
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2.5 SUBVENTIONERAD HAVSVIND MED FORDROID EFTERFRAGAN

I detta scenario antas det att havsbaserad vindkraft byggs ut med subventioner via
CFD:er for att tdcka efterfrdgan vid hog-scenariot. Dock materialiseras inte denna
efterfrdgan som istallet foljer lag-scenariot. Det resulterar i ett kraftigt Gverskott
som toppar under 2035. Forst 2040 nés balans mellan produktion och konsumtion
som ett resultat av att befintlig landbaserad vindkraft pensioneras pa grund av
alder. Ingen ny landbaserad vindkraft tillkommer efter 2026.
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Figur 25 Kapaciteter for vindkraft i Sverige for scenariot med subventionerad havsbaserad vindkraft parat med

fordrojd efterfragan.

Bristen pa 6kad konsumtion sker inte pa grund av hoga elpriser utan av andra
faktorer. I Figur 26 visas genomsnittliga elpriser i SE3 inklusive kostnader for
subventioner till ny havsbaserad vindkraft med tre olika nivaer pa strike price som
beskrivits ovan. I Figur 27 visas genomsnittliga fangade for landbaserad vindkraft i
samtliga befintliga elomraden i Sverige. Under andra halvan av 2020-talet 6kar
priserna i norra Sverige nagot fran dagens laga nivaer som en f6ljd av 6kad
efterfrdgan, men under 2030-talet kollapsar de fangade priserna igen da den
kraftigt utbyggda havsbaserade vindkraften ej mots av nagon ckad efterfragan.
Extra besvarligt blir det d& den havsbaserade vindkraftens produktion tenderar till
att korrelera med den landbaserade vilket genom kannibalisering trycker ner de
fangade priserna. Capture rate for landbaserad vindkraft blir som lagst under 2035
pa mellan 40% och 50% av spot priserna.
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Figur 26. Genomsnittliga priser i SE3 for scenariot subventionerad havsvind med fordrojd efterfragan. Kurvorna

visar historiska priser till och med 2024 sammanfogade med modellerade priser fran och med 2026.
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Figur 27. Fangade priser for befintlig landvind under scenariot subventionerad havsvind och férdréjd efterfragan.

Kurvorna visar historiska priser till och med 2024 sammanfogade med modellerade priser fran och med 2026

35



Quantified
Carbon ELFORSORINING TILL 2035

2.6 UTEBLIVNA SATSNINGAR PA VATGASLAGER
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Figur 28. Spotpriser och fangade priser for vatgaselektrolys i SE1 for scenarierna hog efterfragan och hog

efterfragan med uteblivna vétgaslager

I detta scenario undersoks effekten av uteblivna satsningar pa vatgaslager for att
jamna ut variabiliteten i vindkraft. I huvud-scenarierna antas vitgasproduktion
vara kopplade till ett lager som gradvis ndr en storre kapacitet. Nar vatgas forst
borjar produceras i storre skala i slutet av 2020-talet antas inget lager finnas
tillgangligt utan all vatgas maste produceras i direkt anslutning till konsumtionen.
Andelen av vatgasproduktionen som kan buffras antas sedan 6ka och nar ca 60%
vid 2040. Storleken pa lagret racker da for att buffra ca tre dygns férbrukning.
Notera att dessa siffror dr lagre an som presenteras senare for optimeringar av
driften vid 2050. Det beror pa att ett fullskaligt vétgas lager inte kan antas byggas
redan till 2040.

I alternativ-scenariot antas endast begréansade lager, motsvarande nagra timmars
forbrukning, finnas tillgéngliga dven till 2040. Resulterande elpriser jamfort med
huvud-scenariot presenteras i Figur 28. I heldragna linjer visas genomsnittliga
marknadspriser och i streckade linjer visas fangade priser for elektrolysen. For
marknadspriserna pa el ses en 6kning om ca 3¢/MWh da viatgasproduktionen inte
langre kan anpassas efter tillganglig vindkraft. Storre skillnad ses i de fangade
priserna for elektrolysen som blir ca 106/MWh hogre.

Det kan noteras hér att skillnaden mellan huvud-scenariot med vétgaslager och
alternativt-scenariot utan vatgaslager véxer allteftersom en storre andel av
vitgasproduktionen antas ske med ett lager som erbjuder buffringsmdéjligheter. I
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ett mer slutligt system som presenteras senare i denna rapport blir skillnaden d&nnu
storre.

2.7 FRAGESTALLNINGAR SOM BESVARAS

I detta kapitel har vi tittat pa fragestéllningar om vad som hander om
kraftsystemet inte byggs ut i takt med forbrukningen. Som jamforelse har vi tittat
pa hur systemet beter sig under optimala forutsattningar, ndr bade produktion och
forbrukning matchar perfekt. Det motsvarar en 100% perfekt marknad, med full
transparens mellan samtliga aktorer. Det rader heller inga osdkerheter om
byggtider for olika projekt utan modellen har fran borjan exakt information om néar
olika projekt driftstartas ifall den vill investera i dem.

I det forsta exemplet jamfor vi med ett antaget stopp for ny landvind i s6dra
Sverige. Detta antas inte ske av ekonomiska skal, utan &r ett resultat av svarigheter
att driva igenom projekt. Exempelvis kan kommunala veton stoppa byggen i ett
sent skede. Resultatet blir att om forbrukningen trots detta tkar enligt hog-
scenariot fas mycket hoga elpriser. Troligen &r dessa priser for hoga for att
motivera en sa hog efterfragan. Scenariot far déarfor betraktas som ganska
orealistiskt, men just denna koppling har inte modellerats vidare. Det visar dock
pa riskerna som nya elintensiva konsumenter tar vid investeringsbeslut.

I det andra exemplet ser vi pad det motsatta fallet, att ny produktion i form av
havsbaserad vindkraft byggs med subventioner i védntan pa ny férbrukning enligt
hog-scenariot. Dock materialiseras inte forbrukningen i den takt som antas utan
den okar endast enligt det fordrdjda scenariot. Resultatet blir mycket laga priser.
Framfor allt blir de fangade priserna for befintlig vindkraft extremt laga. Vid 2035
bottnar de i norra Sverige pa strax 6ver 10 €/ MWh. Troligen ar detta inte en niva
dér den produktionen kan upprétthallas, utan det ar troligt att mycket befintlig
produktion pensioneras i fortid vilket skulle leda till hdgre priser &n som antyds
hir. Aven detta scenario ar darfor relativt orealistiskt. Det dr dock heller inget som
studeras vidare hér. Det visar dock pa riskerna som uppstar nar man tillfér mycket
ny produktion genom subventioner och inte pa marknadsmaéssiga villkor.

Slutligen studeras fallet da inga storre lager for vatgasproduktionen byggs ut. Den
del av industrin som férvéntas anvianda vatgas ar idag mycket tveksam till att
bygga ut storre lagar, &ven om de i en samhallsekonomisk analys dr mycket
lénsamma. Lager skulle i sddana fall kunna byggas ut med statliga subventioner
istdllet. Industrierna koper da vatgas fran lagren istdllet for att bygga ut
produktionskapaciteten sjdlva. I det fall inga lager realiseras, men behovet av
védtgas dnda antas ligga i niva med hog-scenariot, 6kar de fangade priserna for
elektrolysorer med dryga 10 €/ MWh. Likt for tidigare resonemang ovan &r det inte
troligt att dessa industrier skulle realiseras med sa hoga el-priser, varfor aven det
far ses som ett orealistiskt scenario. Men det belyser problematiken med att
planera fOr ett elsystem med stor vatgasproduktion fran elektrolysorer. Ett storre
lager maste troligen komma pa plats, och ar industrin sjilv inte villig att bygga
detta maste nagon annan kliva in.
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3  Vatgasflexibilitets roll i subventionerade
kraftsystem

I denna del undersoks vilken roll flexibilitet i form av styrbara elektrolysorer och
vétgaslager kan spela for uppbyggnaden av det svenska kraftsystemet i ett
langsiktigt perspektiv mot ar 2050. Analysen fokuserar pa att belysa vad ett aktivt
statligt stod skulle kunna innebara — bade for att mojliggora flexibilitet i
vatgasproduktionen och hur denna flexibilitet paverkas av olika teknikval i
kraftsystemet. Sarskilt jamfors effekter och kostnader av att subventionera
havsbaserad vindkraft, i kontrast till ett system ddr ny karnkraft ges stod. Syftet ar
ocksa att ge en forsta uppfattning om hur marknadsdrivna investeringar skiljer sig
fran en situation dar staten agerar mer aktivt i att forma systemets utformning och
incitamentsstruktur.

3.1 SCENARIODESIGN

Analysen tar utgangspunkt i hogforbrukningsscenariot som utvecklats i detta
projekt. Ett langsiktigt perspektiv tas med fokus pa modellar 2050 da Sveriges
arsforbrukning ligger pa cirka 330 TWh. Vatgasproduktion for stalindustrin i norra
Sverige i elomrade SE1 med en arsférbrukning pa 63 TWh ligger i fokus for att
undersdka rollen av flexibilitet.

Tva kraftsystemvéagar jamfors:

e “Karn ++”: Karnkraftstungt svenskt kraftsystem dar karnkraftstekniken
subventioneras in.

e “Vind ++”: Vinddominerat svenskt kraftsystem dar havsbaserad vindkraft
subventioneras in.

Dessa tva systemvarianter kombineras med tre olika scenarier for flexibilitet hos
vatgasproducenterna i SE1:

e “No flex”: Ingen flexibilitet — elektrolysorerna kors som baslast.

e “H2 Ref”: Elektrolysorer, vitgaslager och kompressorer dimensioneras
utefter projicerade kostnader.

e  “H2++": Ett scenario dar elektrolysorer och lager ar subventionerade och
systemet tillfors ddarmed storre flexibilitet jamfort med “H2 Ref”.

Totalt innebar detta att sex olika scenarier utvéarderas. Scenarierna har valts ut for
att skapa tydliga kontraster och darmed bast belysa hur olika teknikval och
flexibilitetsnivaer paverkar kraftsystemets utformning och funktion.

Modelleringsmetodiken bygger pa en kombination av Quantified Carbon’s
egenutvecklade verktyg: cGrid f6r elmarknadsmodellering och Opti for optimering
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for vatgasflexibilitet. Denna typ av verktygskoppling har anvints och beskrivits i
tidigare studier”® men utvecklas dven i denna rapport.

Till skillnad fran 6vriga delar i denna rapport sa anviands f6r denna del
modellmetodik och antaganden ur den av Quantified Carbon nyligen publicerade
rapporten “Kraftsystem robust for 300 TWh”°.

Det fangade priset for vatgasproducenter har anvants som nyckelriktlinje i
modifierade antaganden for ”Vind ++” scenarierna med havsbaserad vindkraft.

I”Vind ++” scenarierna har har antagna kostnader For havsbaserad vindkraft
justerats for att mojliggora en betydande subvention som gor att en stor méngd
havsvindproduktion expanderas for att trycka ner elpriser. Kostnadsniva har
kombinerats med ytterligare expansion av transmissionsnétet i ”Vind ++”
scenarierna sa att en tillrdcklig produktion nar SE1 och undviker frankoppling av
priser som annars stiger betydligt hogre dan 6vriga zoner. Tabell presenterar
antagna overforingskapaciteter dér de skiljer sig fran “Kraftsystem robust f6r 300
TWh"1o,

Tabell 3 presenterar berdknade varden for “levelised cost of energy”(LCOE) for
havsvind och kdrnkraft med avseende pa scenario. Systemet dimensioneras for
kostnadsnivan i “Subvention” vilken vidare darfor ocksa satter forutsattningar pa
elmarknaden. Referensnivan representerar den kostnad som antas realiseras for all
den kapacitet som installeras fram till 2050. Darfor beraknas systemkostnad och
kostnad for subvention med avseende pa denna niva. Ytterligare tva mer
konservativa nivder inkluderas dven i analysen for att fa kdnsla p& konsekvenser
om hogre produktionskostnader &n referensnivan materialiseras.

Tabell 3. Beriknade "levelised cost of electricity” for ingangsvirden fér havsbaserad vindkraft och kirnkraft.

Scenario Havsvind Karnkraft
LCOE (€/MWh) Subvention 40 58
Referens 72 74
Konservativ-1 88 93
Konservativ-2 100 120

Tabell 4. Antagna 6verféringskapaciteter som skiljer sig fran “Kraftsystem robust for 300 TWh”** i ”Vind ++”
jamfort med oférandrade antaganden i ”Karn ++”.

Linje Karn ++ Vind ++
Overforingskapacitet SE1-SE2 8300 10300
(GwW)

SE2-SE3 9300 10300

7 Qvist Consulting Ltd (2022), Scenarioanalys 2050, 290 TWh.
8 Quantified Carbon (2023), Nordic Power Systems for a Competitive and Sustainable Economy.
9 Quantified Carbon (2025), Kraftsystem robust fr 300 TWh.
10 Quantified Carbon (2025), Kraftsystem robust f6r 300 TWh.
11 Quantified Carbon (2025), Kraftsystem robust for 300 TWh.
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Linje Karn ++ Vind ++

SE1-FI 3000 4000

3.2 OPTIMERING AV VATGASFLEXIBILITET

For att avgora hur stora investeringar i flexibilitet fér vatgasproduktion som &r
motiverat for industrin anvands QC:s interna industrioptimeringskod ”opti”. Detta
verktyg kopplar en linjar modell av véatgasproduktion, lagring och konsumtion i
SE1 till QC:s elmarknadsmodell ”cGrid”. Notera att flexibiliteten dr optimerad for
att minimera kostnaden for industrin och inte for kraftsystemet som helhet, vilket
dmnar ge realistiska investeringsbeslut pa aktdrniva.

Modellen i denna studie bestar av elektrolysorer, vitgaslager, lagerkompressorer
och elndtsanlutning. En grafisk representation av vatgasfloden i modellen visas i
Figur 14Figur 29. I denna studie en byggnadskostnad antagits pa 1700 €/kW for
elektrolysorerna, 80 €/kg-H: for vatgaslagret och 700 €/kW for
lagerkompressorerna. Det har ocksa antagits att elndtsansluten kostar 10 €/kW
samt att en elnétstariff kostar 5 €/MWh. For mer detaljer pa antagande se
tillhérande presentation.

Modellen tar hénsyn till aspekter som vanligtvis d4r utmanande att integrera i
modeller som utfor full systemoptimering. T.ex. sa ar elektrolysorernas
verkningsgrad hogre d& de kors pa partial-last an nar de kor pé topp-last. I denna
studie har vi antagit att de ldgst kan kora pa 50% last men da anvénder 15 %
mindre energi per kg vatgas (se Figur 29). Under 50% last sa stangs individuella
moduler av for att uppna 6nskad produktion. Pa grund av denna forbattring av
verkningsgraden s kan totala energibehovet for vitgas avvika fran 63 TWh/ar,
vilket motsvarar vatgaskonsumtionen i SE1 f6r det hoga forbrukningsscenario som
anvands har. Vi har ocksa antagit en icke-konstant behovskurva for viatgas med en
nyttjandegrad pa 90% i medel (se Figur 30). Med en variabel behovskurva s& kan
lagret anvandas for att flytta behov fran perioder med hogre behov till perioder
med lagre, vilket Okar lagrets varde.
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Figur 29: Grafisk representation av vitgasflodena i modellen (vénster). Elektrolysérernas verkningsgrad som
en funktion av last (héger).
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Figur 30: Nyttjandegrad av viatgaskonsumption under aret. Streckad linje motsvarar medel i nyttjandegrad.

Vitgasanldaggningens dimensionering (elektrolysor, kompressor och lagerstorlek)
och drift optimeras samtidigt mot investering och underhallskostnader samt
elpriser med malfunktionen att minimera kostnaden for vatgasen. Optimeringen
tar hansyn till effektuttagets paverkan pa elpriset, det vill sdga, hur mycket elpriset
stiger som svar pa elektrolysorerna och andra komponenters effektbehov.

Figur 31 illustrerar hur en optimal drift av vatgaslager mot elmarknaden sker i
praktiken. Ovre panel i Figur 16 visar ”elpristerrdngen”, effektuttaget och
resulterande elpriser for en vintermanad med hoga elpriser for vaderaret 1991.
Elpristerrangens farger kan lasas enligt en traditionell hojdkarta dér vitt/brunt
indikerar bergstoppar (hoga elpriser) och blatt indikerar djupa sjoar och hav (laga
elpriser). Den vita linjen indikerar optimalt effektuttag for vatgasproduktion. Den
nast Oversta panelen av Figur 31 visar resulterande elpriser for det optimala
effektuttaget. Den tredje grafen av Figur 31 visar floden in (gron) och ut (rod) fran
vétgaslagret. Den fjarde grafen visar fyllnadsgraden pa lagret under perioden. Alla
grafer visar samma tidsperiod.

Perioden péaboérjas och avslutat med valdigt laga elpriser, ibland negativa elpriser,
trots att elektrolysorerna kor pa maxeffekt och vatgaslagret fylls aktivt med
kompressorerna. Perioden paborjas ocksa med ett fullt lager den 25:e Januari men
avslutas med ett tomt lager den 21:a Februari, detta trots att vatgaslagret endast
har en kapacitet pa runt 10 dagar av medelkonsumption. Detta kan ske eftersom
elektrolysorer endast reducerar sitt effektbehov genom att kora pa partial-last
under majoriteten av perioden.

Genom att reducera effektuttaget sé sanks elpriset till narmare 200 €/ MWh under

hela perioden, elektrolysorerna blir mer effektiva och, viktigast av allt, vatgaslagret
racker under en dubbelt s& lang period. Detta visar varfor det ar viktigt att ta
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hansyn till effekter som elpriselasticitet och verkningsgrad hos elektrolysorerna pa

partial-last for dimensioneringen av en anldggning.
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Figur 31: Interaktion mellan elmarknad och vatgaslager under en period med hoga elpriser vintern 2050 for
vaderaret 1991, for scenariot Karn++. (Overst) Fargkarta som illustrerar “elpristerringen” for varje timme och
effektuttag, den vita linjen indikerar optimalt effektuttag. (N&dst verst) Resulterande elpris fran optimalt
effektuttag. (Nast nederst) Floden in och ut fran vitgaslagret under perioden. (Nederst) fylinadsgraden pa

lagret.

3.3 KRAFTSYSTEM MED SUBVENTIONERAD KARNKRAFT OCH HAVSVIND

Med bas i den flexibilitet som optimerats genom kopplingen till Opti (beskrivs i
foljande avsnitt 3.4) presenteras har de kraftsystem som dimensioneras i
elmarknadsmodellen cGrid. I Figur 32 visas arsproduktion i de centrala
scenarierna “"Kérn ++ H2 Ref” och ”Vind ++ H2 Ref” medan installerad kapacitet
per elomréde ges i Figur 33.
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Figur 32. Arsproduktion i Sverige 2050 for huvudscenarier och referensviderar 1991 uppdelat per teknik.
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Figur 33. Installerad kapacitet i de olika svenska elomradena uppdelat pa huvudscenario samt teknik.

Bada scenarierna har i princip lika stor utbyggd kapacitet landvind pa 33 GW
vilken uppgar till 33% av arsproduktionen 2050 for referensvaderar 1991.

Scenariot “Kéarn ++ H2 Ref” karakteriseras av en stor utbyggnad ny kérnkraft pa
totalt 11.5 GW fordelad med 3.3 GW, 6.1 GW och 2.1 GW i SE1, SE3 respektive SE4.
Ny och existerande kdrnkraft star for 42% av arsproduktionen for

referensvéaderaret. "Kérn ++ H2 Ref” kompletteras med cirka 8 GW solkraft och 3.6
GW batterier.

Scenariot ”Vind ++ H2 Ref” domineras av vindkraft dar havsbaserad vindkraft
tillkommer med en totalt installerad kapacitet pa 18 GW fordelad pa 12 GW i SE3
och 6 GW i SE4 och arsproduktion som &r 23% av totalen for referensvaderar 1991.
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Sett fran dagens forutsattningar med avslag for projekt i SE3 och SE4 ar det svart
att na denna niva vilket innebar att villkoren for utvecklingen i detta scenario for
ar 2050 har andrats jamfort med idag. Darutover kompletteras ”Vind ++ H2 Ref”
med runt 22 GW solkraft och 3.6 GW batterier.

For de scenarier da tillganglig flexibilitet varierar i vatgasproduktionen i SE1
erhalls som forvantat snarlika system, men anda tydliga skillnader vilka
presenteras i Figur 34. Som forvéantat ersatts en del sol och vind med mer karnkraft
1 scenariot utan flex och vice versa for “Kéarn ++ H2 ++”, det scenario med
subventionerad forstarkt vatgasflex. I scenariot “Vind ++ No Flex” ersitts en viss
del havsbaserad vindkraft med en véasentlig del solkraft, men d&ven med planerbar
kapacitet i form av gasturbiner. Installerad kapacitet for gasturbinerna uppgar till
2.7 GW och kan direkt hérledas till en brist pa flexibilitet i systemet. Solkraft
varderas hogre for system dér flexibilitet har kortare varaktighet. Resultaten i
scenariot ”Vind ++ H2 ++” indikerar att med storre vatgasflexibilitet kan systemet
dimensioneras med négot mindre del produktion, d& resterande produktion kan
tas tillvara pa baéttre.
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Figur 34. Skillnad i installerad kapacitet for hela Sverige jamfort med "H2 Ref” scenarierna fér Karn++ och
Vind++.

3.4 OPTIMERAD VATGASINFRASTRUKTUR

Figur 35 visar optimal elektrolysorkapacitet och vétgaslager relativt medelbehovet
av vétgas for 33 olika vaderar (1983-2015) for energisystem med stor andel av
kédrnkraft (Karn++) eller av havsbaserad vindkraft (Vind++). Medeleffekten varierar
mellan 6.6 - 6.9 GW, maxeffekten mellan 8.9 — 12.3 GW med ett arligt kraftbehov pa
61.7 - 64.3 TWh. For samtliga vaderar ar optimal elektrolyskapacitet hogre for
scenariot ”Vind ++” jamfort med scenariot “Kéarn ++”. For samtliga vaderar
observeras for ”Vind ++” att optimal vatgaslagerkapacitet ar i linje med, eller storre
an "Karn ++”. Detta indikerar att kostnaden for flexibilitet i industrin kommer att
bli storre for ett kraftsystem som subventionerar in havsvind an ett som
subventionerar in karnkraft.

44



Q Quantified
Carbon ELFORSORINING TILL 2035

Kéarnkraft ™ Havsvind

170%
-+
L 160%
= (o)
i3
[ o,
%150/0
[0}
~ 140%
He)
n [0}
2. 130%
S
o,
5120/0
& 110%
—
o
[Sa}
O H LW ODNN VDN =AM FLOINOWDRNDOD =AML ODNDDNO O F IO
[co R o= s J-s Bl- s J's =’ Jio o \Wie \Jie Si= \ W= Wi« > \Ji> o Wi = B = S o S o o S o P = i o B o B o Bl = = =A==
(S e Je e e NNe e Ne i) Nl lle ) Mo e o o N o e e ool s o =l e ol R elolol el e}
i B B B B B B B B B B e B B B B o I o I o I o I o I o I o I o I o Y oV I o I o I oN I oN I oV i oY |
~
©
&
< 30
—_
4
Z
=~
= 20
-
wn
~
)
210
N H O O WO O =AM F L OWIKNWWRNDD = ald FfDODN DX —~ AN O FH IO
[ R B B~ B SN B e i o Nl o i e Wi« \Jio i e e\l e Nl e Wi = i = Bl o B o Bl = B o B o= B o B o Bl B B B B B T
(o) Ne e e e e e e N Nie) M) Nie ) lie ) Ne e N O N = eeieelel el ol - sl el el = e Rl ool
R T B e T B B e B A e B B B B B B B B oY o N Y oN A oN I oN B oN BN oN B oN B oN B o\ I N i SN o\ i o\ Il o

Figur 35: Optimal installerad kapacitet for elektrolysorer (6verst) och vatgaslager (underst) relativt
medelbehovet av vétgas for 33 olika vaderar (1983-2015) fér ett energisystem med fokus pa karnkraft (Karn++)

och ett med fokus pa havsvindkraft (Vind++).

Figur 36visar ett boxdiagram av optimal installerad kapacitet for elektrolysorer och
véatgaslager relativt till medelbehovet av vitgas for de tva kraftsystemen. Har
framkommer det tydligare att “Vind ++” kraver betydligt mer flexibilitet &n ”"Karn
++”. For optimal elektrolysorkapacitet sé ligger 1:a kvartilen for ”Vind ++” 6ver
95% percentilen for “Karn ++”. Optimal lagerkapacitet &r inte lika extrem men
medianaret for ”Vind ++” ligger fortfarande i linje med 3:e kvartilen for “Kéarn ++”.

45 Energiforsk



Quantified

Carbon ELFORSORINING TILL 2035

160% 30 _

N 155% [ 25

£ 150% 5

3 220

£ 145% <

4 o

5 140% R 9 15

wn

< 1359 g e

g o \ '|' _EVD 10

EJ 130% T

#5 X S . 1
125% T 1
120(70 I T 1 0 I T 1

Vind++ Karn++ Vind++ Karn++

Figur 36: Boxdiagram for av optimal installerad elektrolysorkapacitet och vatgaslager relativt till
medelbehovet av vitgas for de tva olika kraftsystemen. Boxen representerar segmenten 25-50% och 50-75%,
medan strecken representerar respektive 5-25% samt 75-95%.

Industriaktorer har typiskt som utgangspunkt att de dimensionerar sina
anldggningar utifran medelvardet av den optimala kapaciteten for alla vaderar.
Detta da det medfor en béttre dimensionering for extremar &n att utga fran, t.ex.
medianaret. Vi har darfor utgatt ifran medelvérdet av kapacitet for fallet utan
subvention av flexibilitet (H2 Ref, Tabell 5).

Ifall flexibilitet skulle subventioneras sa skulle en motivering vara att det bidrar till
en motstandskraftigare industri och elsystem. Malet ar i sa fall att flexibiliteten
anpassas for att hantera de mer extrema aren, vilket vi har valt att se som 95 %
percentilen av den optimala kapaciteten (H2 ++, Tabell 5). Industrin kan da
forvanta sig lagre elpriser under ett normalar samtidigt som de har storre sakerhet
att klara sig igenom svarare ar. Likasa kan samhallet forvanta sig lagre elpriser
bade under normaldr men speciellt under svarare ar.

Tabell 5: Installerad kapacitet for elektrolysor och vatgaslager relativt medelbehovet for vatgas i de olika

scenarierna.

Karn++ Karn++ Vind++ Vind++

H2 Ref H2 ++ H2 Ref H2++
Elektrolysérkapacitet 130 % 138 % 141 % 153 %
Vatgaslager [dagar] 9.2 19.9 12.6 29.6

3.5 UTBYGGNADSTAKT FOR VATGASLAGER

Sverige har inga eller véldigt fa geologiska formationer som lampar sig for
storskalig vatgaslagring (saltkaverner), vilket géller speciellt for norra Sverige och
Finland. For sddra Sverige, speciellt vastkusten, finns potentiellt mojligheten att
ansluta till saltkaverner i Danmark.
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For att fa storskalig vatgaslagring pa plats sa behover man for norra Sverige och
Finland konstruera belagda bergrum, mer kant som” lined rock cavern” (LRC), dar
ett bergrum spréangs ut ur berggrunden pa over 100 meters djup. Vaggarna tacks
sedan av armerad betong och ett svetsat lager av stalplatar s& det blir gastatt. Nar
lagret sedan trycksitts sa ar det vikten av omgivande berg som star emot
gastrycket, medan vaggarna fungerar som en gastt stalballong.

Som teknik har LRC:s mycket gemensamt med karnkraft. Tekniken ar mogen, ett
lager for naturgas byggdes i Halland under slutet pa 1990-talet men inget har
byggts sedan dess'2. Det rader darfor viss osakerhet angdende byggnadstid,
speciellt nar det kommer till kompetenstillgdng och kunskapsfragor. Ett
utvecklingsarbete for vétgaslager har genomforts av Hybrit i Luled, dar ett
smaskaligt (= 2 ton H2) pilotlager for vétgas har testats sedan 202213, Resultaten av
detta utvecklingsarbete skall nu omsittas till ett fullskaligt vdtgaslager (= 1000 ton
Hz) av LKAB {6r deras omstillning i Gallivare. Ifall tillstindsarbete och
konstruktion av denna anldggning paborjades idag sa skulle det forsta lagret
kunna vara i drift tidigast under borjan pa 2030-talet (naturgaslagret Skallen tog 4
ar att bygga)4. Enligt andra kéllor bedoms etableringen av underjordiska
vatgaslager ta ca 5 ar, med en total projekttid pa 9-12 ar?>.

For att uppskatta hur realistiska vatgaslagerkapaciteten i de scenarier som
undersOks i detta arbete sa har vi tagit fram ett intervall for rimlig
kavernutbyggnadstakt, se Figur 37. Dessa borjar identiskt, med en lagerkavern ar
2030 foljt av tva lagerkaverner 3 ar senare (2033), vilket antas vara
konstruktionstiden for en kavern. Som lagsta rimliga utbyggnadstakt s& har vi
antagit en linjar utbyggnad, att vart tredje ar sa byggs ytterligare en lagerkavern (1,
2,3,4,5,6... lager kan byggas vart tredje r) genom kontinuerlig men konstant
utbildning av personal och inkdp av maskiner. Som hogsta rimliga utbyggnadstakt
sa har vi antagit att det utbyggnadstakten stiger med tva lagerkaverner vart tredje
ar (1,2, 4,8, 12,18, 26... lager).

12 Johansson, Jan. (2014). Storage of highly compressed gases in underground Lined Rock Caverns —
More than 10 years of experience

13 HYBRIT (2025) Lagring av fossilfris vatgas i inklddda bergrumslager redo for industrialisering

14 Johansson, Jan. (2014). Storage of highly compressed gases in underground Lined Rock Caverns —
More than 10 years of experience

15 JVL Svenska Miljoinstitutet & Profu (2025) Ledtider for att bygga ut det svenska elsystemet
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Figur 37: Intervall for rimlig utbyggnadstakt av vatgaslager jamfoért med de olika scenarierna.

Om vi jamfor utbyggnadstakten som kravs for de olika scenarierna sa ligger “Karn
++ Ref.” i linje med en konservativ utbyggnadstakt medan ”Vind ++ Ref.” kraver
nagot snabbare, men fortfarande konservativ, utbyggnad. For de subventionerade
scenarierna sa ligger "Karn ++ H2 ++” i linje med en stigande utbyggnadstakt.
”Vind ++ H2 ++” ligger daremot langt 6ver det rimliga intervallet och skulle krava
en exponentiell utbyggnadstakt av lagerkapacitet. Utifran detta s& skulle vi sdga att
lagerkapaciteten for referensscenarierna ska vara mojligt att bygga ut innan 2050
men de subventionerade scenarierna ("H2 ++”) kommer att vara utmanande att
uppna, speciellt for ett kraftsystem baserat pa havsvind i “Vind ++”.

I alla scenarion kommer snabb utbyggnad kravas. Aven mest de mest ambitidsa
utbyggnadsvolymerna och med en kort byggtid visar Figur 37 dnda svarigheterna
med att nd de lagringsvolymer som skulle krévas, om inte utbyggnaden borjar
snart.

3.6 KOSTNAD FOR FLEXIBILITET

Figur 38 visar investeringskostnad per ar for elektrolysorer (fordelat pa
grundkapacitet och dverkapacitet) och vitgaslager samt arliga
subventionskostnader for de tva subventionerade scenarierna (H2 ++). Kostnaden
for flexibilitet dr storre i scenariot ”Vind ++” @n i “Karn ++”, vilket huvudsakligen
ar drivet av hogre elpriser och mer volatilitet pa marknaden. For de
subventionerade scenarierna ("H2 ++”) har vi antagit att samtliga
investeringskostnader av den tillkommande flexibiliteten (skillnaden mellan “H2
Ref” och "H2 ++”) tdacks av statsstdd men driftkostnader tacks av industrin. I detta
fall ar kostnaden for subventioner narmare 50% hogre i ”Vind ++” scenariot jamfort
med “Karn ++”.

a8 Energiforsk
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Figur 38: Annualiserad investeringskostnad for de fyra scenarierna (véanster) och arlig subventionskostnad for
H2++ scenarierna (hoger).
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3.7 TOTALA SYSTEMKOSTNADER

Figur 39 presenterar en detaljerad bild av systemkostnad for alla sex olika
kraftsystemscenarier studerade i denna rapport och foljer i grunden metodiken i
tidigare publicerad rapport?é.

Systemkostnader ar arliga, “levelised”, kostnader, vilket innebér att
investeringskostnaderna sprids jamnt 6ver teknikens ekonomiska livslangd. Totala
systemkostnader presenteras normaliserade pa arsforbrukning av 330 TWh med
foljande kostnadstyper i grunden:

o Rorlig: Rorliga kostnader inkluderar bade drifts- och underhallskostnader
(O&M)

e Brénsle och COz: Representerar bréansle och kostnader for utslappsratter
e Investering: Representerar enbart investeringskostnader
e Tasta: Fasta kostnader representerar fasta O&M.

e Exkluderad: Kostnader utanfoér optimering ror primaért aterinvestering och
underhallskostnader fér den befintliga vattenkraften och utvecklingen av
natinfrastruktur.

e Import: Importkostnader relaterar till nettokostnad for import av el pa grund
av handel med elomraden utanfor Sverige. For scenarier med
nettoexportintakt uppvisas detta som en negativ post i systemkostnaden.
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Figur 39. Total systemkostnad normaliserad pa arsférbrukning uppdelad per kostnadstyp for
kraftsystemscenarier.

16 Quantified Carbon (2025), Kraftsystem robust for 300 TWh.
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Darutover introduceras ytterligare kostnadsposter i detta arbete:

e Vitgasflex: Kostnad for 6verkapacitet i elektrolysorer och hela vétgaslagret, se
foregdende avsnitt 3.6.

e Subvention: Subventionskostnader for karnkraft och havsbaserad vindkraft for
att na referenskostnader (subvention av flexibilitet faller under vatgasflex).

e Konservativ-1 och Konservativ-2: Subventionskostnader for att nd mer
konservativa kostnadsnivéaer for karnkraft och havsbaserad vindkraft.

Om resulterande systemkostnader beaktas sa framtréder det foga férvanande att
kostnadsnivaer for “Karn ++” scenarierna ligger vildigt ndra varandra och
detsamma for ”Vind ++” for sig. Mer 6verraskande ar att vid jamforelse mellan
“Karn ++” och ”Vind ++” sa ligger systemkostnader pa helt jamforbara nivéer efter
tillagg for vatgasflexibilitet och subventioner till referensnivan (inklusive post
”Subvention”). Det ar priméart da de mest konservativa kostnaderna antas som
”Kérn ++” framtrader som dyrare.

Om vi tittar pa detaljer ser vi att for “Kérn ++” scenarierna sa ligger kostnaden pa
liknande niva, inklusive vatgasflex dér storre importkostnader och
kapitalkostnader for storre installerad kapacitet av karnkraft f6r ”Kéarn ++ No Flex”
kompenseras med storre kostnader for vatgasflex i 6vriga scenarier. Da vi
inkluderar subventioner blir “Kéarn ++ No Flex” nagot pa dyrare grund av mer
karnkraft.

En detaljanalys for ”Vind ++” scenarierna ger liknande insikter som for “Kéarn ++”
scenarierna. Importkostnaderna for scenariot ”Vind ++ No Flex” stéar for en
betydande andel av totala kostnader vilket tillsammans med storre installerad
produktion gor att detta system uppvisar hogst systemkostnader.

3.8 SAMMANFATTANDE ANALYS — ”KARN ++” VS ”VIND ++”

Foljande sammanfattande analys bygger pa den metodik som utvecklats till
rapporten “Kraftsystem robust for 300 TWh” 7. Analysen bygger pa att jamfora
kvantifierade parametrar som representerar:

e Sjélvforsorjningsgrad (importkostnad och gaskonsumtion)
o Ekonomisk konkurrenskraft (systemkostnad, elpris och volatilitet)

e Miljo- och klimatpaverkan (livscykelutslapp, landanvandning och
materialanvandning)

o Diriftsdkerhet (planerbarhet och effektuttag)
Sarskilt for denna studie har tre parametrar lagts till:

e Subventionskostnad: representerar subvention for flex for
vatgasproducenter samt kdrnkraft och havsbaserad vindkraft,
kostnadsposterna "“vatgasflex” och ”subvention” i Figur 39.

17 Quantified Carbon (2025), Kraftsystem robust for 300 TWh.
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e Fangat pris vitgas: representerar det volymviktade priset som
vatgasproducenter ser i SE1 (capture price) for referensvaderar 1991.

e Fangat pris landvind: representerar det volymviktade priset som
landbaserad vindkraft ser i SE1 (capture price) for referensvaderar 1991.

e Natutbyggnad: representerar skillnad i utbyggt transmissionsnét mellan
elomraden.

Dessa parametrar relaterar till detta arbetes fokus pa flexibilitet och vilka
potentiella marknadskonsekvenser vatgasproducenters forbrukningsflex har.

En huvudinsikt fran analysen &r att de totala systemkostnaderna ar pa liknande
niva for scenarierna “Kérn ++” och “Vind ++”. Detta understryker behovet av att
utvardera scenarierna utifran fler dimensioner an kostnad. Vid antagna
produktionskostnader enligt referensnivéer uppvisar scenarierna dven jamforbara
nivaer pa de totala subventionskostnaderna — bade for elproduktion och flexibilitet
i form av vitgas.

Om vi beaktar den observerade elprisnivéan for SE1 sa erhalls ldagre priser i “Karn
++”. For ”Vind ++” scenarierna sticker scenariot “Vind ++ No Flex” ut med hogst
prisniva i SE1 da bristen pa flexibilitet gor att kablarna mattas i allt hogre grad som
i sin tur gor att zonen ej priskopplar till omgivande zoner (lokal effektbrist). Med
hogre flexibilitet i SE1 trycks elpriset ner i scenarierna “Vind ++ H2 Ref” och ”Vind
++ H2 ++” men ligger fortfarande hogre an i “Kérn ++” scenarierna. Overlag
innebér detta att elprisnivéan ar fordelaktigt 1ag, aven for industri utan flexibilitet, i
”Karn ++” scenarierna.

Som en nyckelparameter presenteras det fangade priset for vétgas for de olika
scenarierna vilken direkt styr priset for producerad vitgas och relaterar till dessa
industriers konkurrenskraft. Fran dessa resultat observeras att for "H2 Ref” och
“H2 ++” scenarierna sa erhdlls liknande nivaer for “Kéarn ++” och “Vind ++”. Aven
om genomsnittspriset dr hogre i ”Vind ++” kan vatgasproducenterna ta havstang
fran en storre flexibilitet for att ddampa hogre priser och hogre volatilitet.

Fangat pris for landvind indikerar pa hur férhallandena ser ut f6r producenterna
givet den varierande grad av flexibilitet som finns att tillgd i SE1 i de olika
scenarierna. Har observeras lagre nivaer i “Karn ++” scenarierna vilket indikerar
pa att det finns risker associerade med Ionsamhet for kraftslag som inte
subventioneras in, har landvind. Riskerna far betecknas som lagre i “Vind ++”
scenarierna hdr da generellt sett hogre elpriser gor att landvind ser hogre
intjaningsformaga i SE1. Noterbart dr dock att situationen ar jamforbar i 6vriga
svenska elomraden mellan "Kéarn ++” och ”Vind ++” och att dessa utmaningar
primért observeras i SE1.
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Tabell 6. Sammanstillda resultat som rankar parametrar som mater konkurrenskraft for de sex
kraftsystemscenarierna fér ar 2050. Rankningen ar firgkodad fran ljust till mérkt. De kvantifierade
parametrarna beskrivs i texten har och i tidigare publicerad rapport?s.

d d

o Fle e o Fle

Systemkostnad
48. 48.4 47.7 48.2
(€/MWh) 83 8 8
Kostnad vatgasflex
0 1.63 25 0

(€/MWh)
Subventionskostnad
produktion 59 53 4.9 4.8
(€/MWh)
Elprisniva i SE1
(€/MWh) 55 56 56 65 64
Fangat pris vatgas
i SE1 (€/MWh) 48 3 48 3
Fangat pris
landvind i SE1 35 36 42 41 42
(€/MWh)
Prisvolatilitet +14%

jamfort med idag

Nar det géller ovriga aspekter utdver konkurrenskraft, det vill séga,
sjalvforsorjningsgrad, infrastrukturberoende, miljo- & klimatpaverkan samt
driftsdkerhet uppvisar de kdarnkraftssubventionerade systemen i “Kérn ++” 6verlag
fordelar jamfort med vindkraftssubventionerade systemen in ”Vind ++”.

Noterbart ar att en storre utbyggnad av transmissionsnatet har antagits for ”Vind
++” scenarierna fOr att mojliggora en effektiv 6verforing till det forbrukningstunga
elomradet SE1.

Tabell 7. Vidare sammanstallda resultat som rankar parametrar som mater sjalvforsorjningsgrad,
infrastrukturberoende, miljo- & klimatpaverkan samt driftsdkerhet for de sex kraftsystemscenarierna for ar
2050. Rankningen ar fargkodad fran ljust till morkt. De kvantifierade parametrarna beskrivs i tidigare
publicerad rapport*°.

Karn++ |Karn++ Karn++ Vind++ Vind++ Vind ++
No Flex |H2 Ref H2 ++ No Flex H2 Ref H2++

Parameter

18 Quantified Carbon (2025), Kraftsystem robust f6r 300 TWh.
19 Quantified Carbon (2025), Kraftsystem robust for 300 TWh.
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Importkostnad
(€/MWh)

0.73

0.65

0.43

Natutbyggnad

Lagre

Livscykelutslapp
for vaxthusgaser
(g CO2eq/kWh)

9.7

9.7

9.8

Landanvandning
(km2- 103)

4.7
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5.1

Anvandning
kritiska material

(kt)

470

490

510

Mojligt effektuttag
(GW) jamfort med
idag

7.6

6.8

6.3

Planerbar kapacitet
(GW) jamfort med

12.7

11.5

10.6
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idag

I en overgripande jamforelse kan aven foljande insikter fas:

Ett vindkraftsdominerat system utan vatgasflexibilitet, ”Vind ++ No Flex”,
uppvisar generellt sett saimre egenskaper dn Ovriga scenarier vilket tyder
pa ett icke dnskvart scenario. P4 motsvarande satt uppvisar “Karn ++”
scenarierna inte en lika stor kanslighet pa variation i tillganglig flexibilitet.

Vitgasflexibilitet framtrdader som vardefullt i bade “Kéarn ++” och ”Vind
++” scenarier med lagre elpriser generellt men dven ligre vitgaskostnader
och battre intjaningsférmaga for annan produktion.

De scenarier med subventionerad vétgasflex, betecknade "H2 ++”, visar
upp egenskaper som i mangt och mycket 6verensstimmer med det
scenario med lite mindre flex "H2 Ref”. Detta &r ganska logiskt da antagna
Okade investeringar i “H2 ++” jamfért med “H2 Ref” relaterar till hur
extrema perioder ska hanteras.

For vidare studier kan det vara intressant att beakta pa ett djupare plan
vitgaskostnader sett 6ver alla vdderar, hur man ska se pa svéra perioder, sasom de
som diskuteras i avsnitt 1, frdn ett investerings- och driftperspektiv.
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3.9 FRAGESTALLNINGAR SOM BESVARAS

e Vilken roll har vitgasflexibilitet i ett langsiktigt perspektiv som omfamnar
system och aktorer?

I ett langsiktigt perspektiv visar vara resultat pa att flexibilitet i vatgasproduktion
ar i hogsta grad vardefullt. Fran ett aktorsperspektiv sa sanker en 6kad flexibilitet
véatgaskostnaden och okar konkurrenskraft for industrin men dven battre
intjaningsformaga for produktion sdsom landvind. P4 ett systemperspektiv bidrar
vatgasflexibiliteten till ldgre elpriser generellt. Noterbart &r att vatgasflexibilitet ger
tydliga fordelar i bade ett mer kdrnkraftstungt kraftsystem som ”Kéarn ++” liksom
det mer vindkraftsdominerade ”Vind ++”.

e Hur stora investeringar i 6verkapacitet i elektrolysorer och lagring kravs
enligt modellen for ett kraftsystem baserat pa vindkraft eller kdrnkraft?

Vi har optimerat vitgasinfrastrukturen i SE1, inklusive elektrolysorer, vétgaslager
och elnatsanslutningarna for ett kraftsystem med subventionerad havsvind
(Vind++) och ett med subventionerad karnkraft (Karn++). Vi har funnit att
kraftsystem baserat pa vindkraft kraver ungefdr 50% storre investeringar i
flexibilitet ndgot storre an fOr ett system baserat pa kdrnkraft. Specifikt satt sa blir
elektrolysorerna ungefar 10 % storre och vatgaslagret 36 — 48 % storre. Detta galler
bade for "H2 ref” och “"H2++”. De investeringar flexibilitet &r som ar
foretagsekonomiskt motiverade &r:

o  Karnkraft (Kéarnt++): 30 % overkapacitet, 9.2 dagars lager
e Havsvind (Vind++) % 6verkapacitet, 12.6 dagars lager

VibedOmer att dessa investeringar dr mojliga utifran en rimlig utbyggnadstakt av
vitgaslager.

e Hur paverkas kostnader och investeringar i flexibilitet om investeringen
sker pa samhéllsekonomisk niva istillet for en foretagsekonomisk niva?

Vi har antagit att det &r motiverat att pa en samhaéllsekonomisk niva att
dimensionera vatgassystemet sa att det kan hantera de svarare vaderaren
(definierat som 95% percentilen). Detta leder till f6ljande investeringar i flexibilitet:

o Karnkraft (Kérnt++): 38 % overkapacitet, 19.9 dagars lager
e Havsvind (Vind++): 53 % Overkapacitet, 29.6 dagars lager

Subventionskostnaden f6r motsvarar ungefar 400 M€/ar f6r ”Kérn++” och 600
M¢€/ar for ”Vind++”. Vi bedomer den lagerkapacitet som kravs &ar extremt
optimistisk for “Karn++” och narmast omdjlig for ”Vind++”.

e Hur stora dr investeringarna i gasturbiner med mycket 1dg nyttjandegrad?

Endast ett scenario, ”Vind ++ No Flex”,dar vatgasflexibilitet saknas i SE1,
investerar i gasturbiner pa den modellerade energy-only marknaden for
referensvéaderaret 1991.
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¢ Hur jimfors en framtidsvdg dir havsbaserad vindkraft subventioneras, i
kontrast till ett system ddr ny kdrnkraft ges stod, i relation till olika nivaer
av vatgasflexibilitet?

Analysen visar att de totala systemkostnaderna ar likvardiga for scenarierna “Vind
++” ddr havsbaserad vindkraft subventioneras in och “Karn ++” dar karnkraft
subventioneras in. Aven subventionskostnaderna, som inkluderar stdd till
produktion och vitgasflexibilitet, uppvisar liknande nivaer mellan de tvé
systemvégarna vid referensantaganden. Detta nyckelresultat tydliggor behovet av
att utvardera systemvagarna utifran fler dimensioner dn kostnad.

Elpriserna i SE1 ar generellt lagre i “Kéarn ++”-scenarierna, vilket gynnar
baslastindustri. I “Vind ++ No Flex” leder brist pa flexibilitet till flaskhalsar och
hogre elpriser i SE1. Nar flexibilitet tillfors (i “H2 Ref” och “H2 ++”) pressas
priserna ner, men forblir hogre &n i kdrnkraftsscenarierna. Daremot, for
vitgasproducenter uppvisar det volymvégda elpriset — det sa kallade “fangade
priset” — direkt jamforbara nivaer mellan “Kérn ++” och “Vind ++” om flexibilitet
finns tillgénglig, trots att medelpriset d4r hogre i vindscenarierna.

For landbaserad vindkraft visar analysen att det fangade priset ar lagre i “Kéarn
++”, vilket indikerar en hogre Ionsamhetsrisk i dessa scenarier. I “Vind ++” ar
elpriserna generellt hogre, vilket gynnar intdktsmojligheterna. Denna skillnad ar
dock framst lokaliserad till SE1.

Nar det géller ovriga systemaspekter — som sjélv{orsorjningsgrad, miljo- och
klimatpaverkan samt driftsdkerhet — visar “Karn ++”-scenarierna 6verlag fordelar.
For infrastruktur kraver vidare “Vind ++”-scenarierna en mer omfattande
utbyggnad av transmissionsnatet for att kunna dverfora el effektivt till det
konsumtionstunga SEL.
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